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УДК 621.311:621.438

Перспективы отечественной тепловой энергетики

Г. Г. Ольховский

Всероссийский теплотехнический институт

Более 65% электроэнергии вырабатывается в России на электростан-
циях, использующих органическое топливо.

В советское время в стране была вполне современная электроэнер-
гетика. На конденсационных электростанциях (общая мощность на тер-
ритории России сейчас около 72 ГВт), работавших на природном газе/
мазуте и угле, широко использовались паровые энергоблоки единичной 
мощностью 300, 500, 800 и 1200 МВт со сверхкритическими параметра-
ми пара: давлением на выходе из котла 24 МПа и температурой перегрева 
545/545°С. Примерно такую же мощность (61 ГВт) имели теплофикаци-
онные электростанции, которые вырабатывали электроэнергию и тепло. 
Наиболее крупные установки электрической мощностью 250/300 МВт и 
тепловой до 410 МВт (350 Гкал/ч) также работали со сверхкритически-
ми параметрами, остальные при единичной электрической мощности до 
180 МВт – с давлением пара 14 МПа и температурами перегрева 560°С 
и 545°С.

Газовые турбины (общая мощность около 2 ГВт) использовались для 
покрытия пиков нагрузки и энергоснабжения отдаленных районов. Паро-
газовые установки (несколько блоков единичной мощностью до 250 МВт 
с большой – около 80% – паротурбинной долей, всего около 700 МВт) 
значительной роли не играли.

В России, стране с холодными зимами, на отопление затрачивает-
ся больше топлива, чем на выработку электроэнергии. Традиционно ос-
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новная часть тепла вырабатывается комбинированно. В настоящее время 
годовая выработка электроэнергии на паротурбинных конденсационных 
и теплофикационных электростанциях примерно одинакова. ТЭЦ со-
ставляют основу энергетики крупных городов. В Москве, например, их 
установленная электрическая мощность составляет 12 ГВт, а тепловая – 
40,6 ГВт (35 тыс. Гкал/ч).

В результате политических и экономических перемен промышлен-
ная активность и потребление электроэнергии в стране значительно сни-
зились. Возник избыток генерирующих мощностей. Вследствие этого, а 
также низкой стоимости природного газа и оплаты труда обслуживаю
щего персонала исчезли видимые стимулы для дальнейшего развития 
электроэнергетики.

Положение усугублялось из-за незрелости новых хозяйственных 
структур, отсутствия государственного регулирования экономики и про-
думанной научно-технической политики, в частности, в области электро-
энергетики.

В итоге выработка электроэнергии и тепла в стране до сих пор осу-
ществляется на оборудовании, ставшем на 20 лет старше. Оно изношено 
и морально устарело. Слабым утешением являются научные достижения, 
на основе которых мы научились сохранять его работоспособность, прод-
ляя ресурс и восстанавливая или заменяя изношенные детали.

Себестоимость электроэнергии, тепла и тарифы на них постоянно 
растут вместе с ценами на топливо и обслуживание, а также ожиданиями 
технических неприятностей, когда станет уже не хватать средств на обе-
спечение надежности электроснабжения.

Электроэнергетика, сопредельные отрасли, прежде всего энергома-
шиностроение, а также наука (академическая, отраслевая и вузовская), 
являющаяся базой их развития, в течение последних 20 лет не получали 
необходимых финансовых ресурсов для нормального функционирова-
ния. Они даже там, где сохранились, утратили значительную часть имев-
шегося опыта, сильно ослаблены кадрово и технологически и не могут 
нормально развиваться, не имея ясной перспективы производства необ-
ходимых для электроэнергетики оборудования и услуг.

Несмотря на эти трудности, страна располагает ресурсами и сохра-
нила интеллектуальный и промышленный потенциал для активного раз-
вития электроэнергетики.

Россия располагает богатыми запасами бурых и каменных углей и 
разнообразным опытом их добычи и использования; в настоящее время 
в стране ежегодно добывается 300–325 млн т угля; при необходимости 
эти цифры могут быть существенно увеличены. Экономически перспек-
тивные месторождения углей расположены на востоке страны: от Енисея 
до Тихого океана. Это обстоятельство влияет, конечно, на районирование 
новых генерирующих мощностей, хотя и не решающим образом. Точно 
так же дешевизна углей вблизи добычи не является основанием для сни-
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жения требований к оборудованию использующих их электростанций: в 
ФРГ, например, наиболее совершенные буроугольные энергоблоки еди-
ничной мощностью около 1 млн кВт построены на борту угольных раз-
резов.

Повсеместно необходимая модернизация действующих угольных 
электростанций потребует ввода вместо имеющихся на них энергоблоков 
новых с существенно более высокими экономическими показателями и 
меньшим воздействием на окружающую среду.

Энергоблоки мощностью более 300–350 МВт целесообразно стро-
ить на суперкритические параметры пара: давление 26–30 МПа и темпе-
ратуры 600–620°С.

Технически реальной задачей является сооружение в нашей стране 
ближайшего по срокам угольного энергоблока большой (600–800 МВт) 
мощности с параметрами и показателями, характерными для передовых 
современных электростанций.

Этот оптимизм основан на выполненной в 2007–2008 гг. ВТИ, ЦКТИ 
и ЦНИИТМАШем совместно с «ЭМАльянс»´ом и «Силовыми машина-
ми» проработке энергоблока мощностью 660 МВт  [1]. Для этого блока 
характерны следующие основные параметры и показатели (табл. 1).

Таблица 1

Параметр Показатель

Мощность 660 МВт
Параметры свежего пара: давление
                                             температура

28,4 МПа
600°С

Номинальная паропроизводительность котла 1750 т/ч
Параметры промперегретого пара: давление
                                                            температура

4,8 МПа
600–620°С

Расход вторичного пара 1498,5 т/ч

Температура уходящих газов 123°С

Расчетный КПД котла, брутто 94,5%

КПД турбоустановки 48%

КПД энергоблока 45%
Эмиссия вредных веществ: оксидов азота
                                               оксидов серы
                                               золы

200 мг/м3

200 мг/м3

30 мг/м3

В качестве топлива при разработке приняты Кузнецкие угли марки Г 
и Д со следующими характеристиками (табл. 2).

Запасы и масштабы добычи таких углей достаточно велики, они мо-
гут транспортироваться на большие расстояния и в целом являются наи-
более подходящей основой для стандартизации энергетических углей.
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Таблица 2

Показатель
Марки угля

Г Д
Низшая теплота сгорания, МДж/кг 23,6 21,9
Влажность, % 8,5 11,5
Зольность, % 16,9 15,9
Содержание серы, % 0,4 0,4
Выход летучих, % 39,5 40,5

В котле принята тангенциальная топка с угловым трехъярусным 
расположением 12 блоков спаренных горизонтально-щелевых горелок, 
организующих ступенчатое «концентрическое» сжигание угольной 
пыли. Дополнительная ступень сжигания осуществляется путем подачи 
через горелки 80% топлива и добавления остальных 20% в виде более 
тонко размолотой пыли над зоной активного горения. В этом поясе соз-
дается среда, восстанавливающая оксиды азота, а дожигание избытков 
топлива производится после ввода необходимого воздуха в верхней ча-
сти топки.

Такая система сжигания должна обеспечить на выходе из топки кон-
центрации NOx ≤ 400 мг/норм м3. Для дальнейшего уменьшения эмиссии 
оксидов азота до 200  мг/норм  м3 проработано использование установки 
селективного каталитического восстановления NOx. Для снижения выбро-
сов золы до 30 мг/норм м3 применены эффективные электрофильтры. Со-
держание оксидов серы снижается до 200 мг/норм м3 с помощью мокрой 
известняковой сероочистки. Рассмотрены варианты отвода уходящих газов 
через дымовую трубу (при этом потребуется их подогрев после сероочист-
ки) или через градирню. Проработана система сухого отбора и транспорти-
ровки золы, не оказывающая негативного действия на окружающую среду 
и обеспечивающая благоприятные условия для хозяйственного использо-
вания золы.

Для повышения экономичности котла в рассечку воздухоподогрева-
теля включен экономайзер низкого давления, позволяющий снизить тем-
пературу уходящих газов до 123°С.

Паровая турбина, проработанная ЛМЗ, состоит из однопоточных 
цилиндров высокого и среднего давления с противоположно направлен-
ными потоками пара и двухпоточных цилиндров низкого давления. При 
глубоком (3,5 кПа) вакууме в конденсаторе предпочтительны рабочие ло-
патки последней ступени ЦНД длиной 1200 мм, при давлении в конден-
саторе 4,2 кПа – 1000 мм. Рассмотрены варианты с промперегревом при 
давлении 5 МПа и 7÷7,5 МПа.

Проточные части цилиндров турбины спроектированы с учетом про-
странственных эффектов, в ЦВД и ЦСД применено реактивное облопачи-
вание, ротор среднего давления выполнен охлажденным. В конструкции 
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использованы сотовые уплотнения, радиально-осевые конструкции па-
ровпусков в ЦВД и ЦСД и другие современные достижения.

Тепловая схема турбоустановки двухподъемная с 9 регенеративны-
ми отборами пара: двумя из ЦВД, четырьмя из ЦСД и тремя из ЦНД. Пи-
тательная вода подогревается в 5 ПНД (первые 2 из них смешивающие), 
деаэраторе и 3 ПВД; температура питательной воды после них (на входе 
в экономайзер) составляет 293°С.

Схема энергоблока и конструкция его оборудования будут обеспе-
чивать возможность нормальной работы в диапазоне нагрузок 1–0,5 от 
номинальной.

Перспективный энергоблок проработан на расчетный срок службы в 
40 лет, или 200 тыс. ч, работы основных деталей.

Материалы, необходимые для изготовления критических узлов 
энергоблока при повышенных параметрах пара (пароперегревательных 
поверхностей и выходных коллекторов котла, горячих паропроводов, ар-
матуры, корпусов, роторов и лопаток турбины) в России разработаны. Их 
свойства близки к известным зарубежным аналогам. Необходимо освое-
ние производства этих материалов в промышленных масштабах и созда-
ние из них крупногабаритных деталей. Потребуются, конечно, какая-то 
доработка составов и режимов термообработки и накопление данных о 
свойствах новых сталей при различных конкретных условиях.

Во многих случаях, в частности, на угольных ТЭЦ и КЭС в райо-
нах с недостаточно развитыми сетями, сохраняется целесообразность ис-
пользования энергоустановок меньшей мощности.

Разработка энергоблока 225 МВт для Харанорской ГРЭС показала, 
что и при докритических параметрах пара (14 МПа, 565°С с промпере-
гревом при 2,5 МПа до 565°С) возможно существенное улучшение по-
казателей.

При мощности 225 МВт парадный КПД нетто энергоблока (при рас-
ходе электроэнергии на собственные нужды 6%) составил 41,0% (удель-
ный расход условного топлива 300 г/кВт · ч), а КПД с обычно принимае-
мыми в проектах поправками – 40% [2].

Обычный барабанный котел с естественной циркуляционной произво-
дительностью 630 т пара/ч спроектирован для сжигания бурых углей с те-
плотой сгорания 12–17 МДж/кг, влажностью 30–40%, зольностью 11–16% 
и содержанием серы 0,3%. Для снижения эмиссии оксидов азота примерно 
до 300 мг/норм. м3 использовано трехступенчатое сжигание угля.

Для повышения экономичности в газовом тракте котла предусмотре-
на установка экономайзера низкого давления, снизившего температуру 
уходящих газов до 127°С; КПД котла составил 92,5%.

В энергоблоке использована практически новая паровая турбина с 
дроссельным парораспределением, реактивным облопачиванием ЦВД, 
двухпоточным ЦНД с длиной последней лопатки 960 мм и цельнокова-
ными роторами; КПД турбоустановки 46,84%.
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Широкое применение на российских электростанциях могут найти 
котлы с циркулирующим кипящим слоем (ЦКС), особенно при использо-
вании трудных для камерного сжигания топлив: углей с низким выходом 
летучих (АШ, Кузнецкий тощий), с высокой зольностью и влажностью, 
отходов углеобогащения с низкой теплотой сгорания, биомассы, торфа, 
сланцев.

Они наиболее привлекательны при паропроизводительности от 200 
до 670 т пара/ч [3].

При сжигании АШ КПД котла номинальной паропроизводительно-
стью 230 т/ч составляет 88%; на более реакционных углях КПД при такой 
производительности достигают 93%.

Можно без существенных потерь экономичности сжигать в одном и 
том же котле:

–	АШ , угли Печорского бассейна, тощие угли и отходы углеобога-
щения;

–	 подмосковные бурые угли, бурые угли Урала и Дальнего Востока;
–	К узнецкие каменные угли, угли Печорского и Экибастузского 

бассейнов;
–	 бурые угли, биомассу и торф.
В зависимости от типа угля или сочетания углей КПД котлов изме-

няются сравнительно мало (1–1,5%). На всех углях обеспечиваются вы-
бросы NOx < 250 мг/норм. м3 и SOx ≤ 150 мг/норм. м3. Лишь при сжига-
нии сернистых интинских углей для ограничения выбросов SOx уровнем 
400 мг/норм. м3 необходимо добавлять в уголь значительное количество 
известняка.

В настоящее время в стране разработано и может поставляться на 
электростанции все основное оборудование парогазовых установок, кро-
ме некоторых типоразмеров ГТУ: котлы‑утилизаторы, паровые турбины, 
электрические генераторы, насосы и т.д. Оно успешно освоено на элек-
тростанциях.

Основные показатели наиболее мощных энергетических ГТУ, выпу-
скаемых в России, приведены ниже (табл. 3).

В России успешно эксплуатируются ГТУ типа ГТЭ-160. Наработка 
первой ПГУ, установленной на Северо-Западной ТЭЦ Санкт-Петербурга, 
с конца 2000 г. превысила 70 тыс. ч.

На всех ГТУ подтверждены расчетные показатели. ГТУ работают 
надежно и экономично.

Испытания, проведенные до и после капитального ремонта длитель-
но эксплуатирующихся ГТУ этого типа, подтвердили их нормативные по-
казатели, близкие к первоначальному уровню.

Изготовлено 4 ГТУ типа ГТЭ‑110 и еще 2 находится в производстве. 
Проведены их испытания как при автономной работе, так и в составе 
ПГУ, подтвердившие высокие показатели двигателя.



11

Таблица 3

Показатели

Изготовители, тип и число выпущенных ГТУ
сатурн,

ГТЭ‑110 
(5)

силовые маши-
ны, ГТЭ‑160 

(> 30)

ЛМЗ, ГТЭ‑65
(1)

Мощность, МВт 114,5 157 61,5
КПД, % 36,0 34,4 35,2
Расход газов, кг/с 362 509 186
Степень сжатия 14,7 11,1 16
Температура газов за турбиной, °С 517 537 555
Мощность ПГУ с 1 ГТУ, МВт 162 230 90
КПД ПГУ, % 52,5 51,2 52,5
Число ступеней компрессора 15 16 16
Число ступеней турбины 4 4 4
Размеры (длина–ширина–высота), м 7,1×3,6×4,3 14×12,5×8,4 7,5×1,7×3,0
Масса, т 60 295 62

При освоении ГТУ типа ГТЭ‑110 в регулярной эксплуатации возник-
ли трудности как технического, так и организационного характера, пока 
препятствующие ее широкому распространению. Необходимы быстрые и 
энергичные меры по устранению этих трудностей.

Головная ГТУ типа ГТЭ‑65 изготовлена ЛМЗ в 2008г. и смонтирова-
на на ТЭЦ‑9 Мосэнерго. Работы на объекте были прерваны из-за отсут-
ствия финансирования. Имеются планы их возобновления в 2011 г.

2–3 года назад для отечественных электростанций были осуществле-
ны масштабные закупки зарубежных ГТУ и ПГУ, часть которых строится 
сейчас «под ключ». Закупались ГТУ мощностью от 25 до 300 МВт, наи-
более крупные из них – у четырех ведущих мировых фирм, так как от-
сутствуют отечественные аналоги.

Учитывая масштаб потребностей, отечественная разработка и созда-
ние производства перспективных газовых турбин для энергетики являют-
ся крупнейшей государственной задачей.

Необходимо быстро завершить доводку и обеспечить работоспособ-
ность ГТ‑110, которая по своим технико-экономическим показателям 
привлекательна для установки на многих отечественных ТЭЦ. Выпуск 
ГТЭ‑160 надо продолжать, но необходимо внести разумные усовершен-
ствования в конструкцию агрегата для дальнейшего улучшения его по-
казателей и эксплуатационных качеств.

Имеющийся опыт свидетельствует о том, что наибольший (по аб-
солютной величине) доход приносят поставщикам и потребителям ГТУ 
и ПГУ большой мощности. Для нашей страны с огромным парком су-
щественно менее экономичных паровых электростанций, работающих 
на природном газе, это особенно актуально. Безусловно, целесообразна 
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поэтому локализация в России производства мощных – порядка 300 МВт 
– энергетических ГТУ, серийно выпускаемых инофирмами.

Разрабатывать следующее поколение энергетических ГТУ необхо-
димо внутри страны на общей технологической базе с перспективными 
авиадвигателями.

Технический уровень этих ГТУ при реальных сроках их разработки 
и освоения должен быть чрезвычайно высоким (табл. 4).

Таблица 4
Параметр Показатель

Начальная температура газов >1600°С
Мощность ГТУ 350–400 МВт
Степень сжатия 20–25
Расход воздуха 850–900 кг/с
КПД ГТУ ≥ 40%
Мощность паровой турбины 200–220 МВт
Параметры пара: давление
                              температура

20–24 МПа
500–600°С

Мощность ПГУ с одной ГТУ 550–600 МВт
КПД ПГУ > 60%
Выбросы NOx < 50 мг/м3

Создание газовых турбин с такими показателями на основе имею-
щихся в стране опыта и знаний невозможно. Оно требует проведения 
фундаментальных исследований процессов газодинамики, тепломассо-
обмена и горения, совершенствования материалов и покрытий, разработ-
ки и испытания новых конструкций субкомпонентов и компонентов.

Чтобы выполнить их на мировом уровне в нашей стране необходимы:
−	 создание в течение ближайших 7–10  лет научно-технической и 

производственной базы, обеспечивающей активное участие отечествен-
ных производителей на рынке наиболее мощных и эффективных энерге-
тических ГТУ внутри страны и за границей;

−	 организация разработки мощной энергетической ГТУ, конкурен-
тоспособной на мировом рынке к 2020 г.;

−	 проведение этого процесса разработки на единой научно-техни-
ческой и технологической основе с разработками авиационных газотур-
бинных двигателей следующего поколения;

−	 привлечение к выполнению данной работы широкого круга ор-
ганизаций и специалистов на основе федеральной программы, должным 
образом рассмотренной и финансируемой правительством и бизнесом;

−	 составление силами производственных авиадвигательных и 
энергомашиностроительных объединений, РАН и отраслевых институтов 
детального проекта такой программы, включающей:
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●	 предварительные (фундаментальные) исследования примени-
тельно к условиям перспективной ГТУ,

●	 разработку собственно ГТУ с проведением необходимых иссле-
дований и испытаний компонентов,

●	 создание эффективного технологического цикла и оснащение 
оборудованием, необходимым для серийного производства,

●	 производство и отработка ГТУ в условиях эксплуатации,
●	 анализ ожидаемых масштабов применения, сроков выполнения 

программы, затрат и доходов;
−	 разработка и оптимизация циклов и схем парогазовых установок 

и оборудования их парового контура для дальнейшего улучшения эконо-
мичности, маневренности, эксплуатационных качеств и снижения удель-
ной стоимости ПГУ;

−	 тщательное планирование выполнения программы и эффектив-
ное управление этим процессом под руководством государства.

Разработка, принятие и реализация такой программы существенно 
укрепили бы позиции российской промышленности в высокотехнологич-
ном секторе и обеспечили энергосберегающую замену паровых электро-
станций на отечественные парогазовые.

Тепловые электростанции целесообразно строить по унифициро-
ванным или даже типовым проектам, соответствующим стандартам 
ХХI  века, на нормативно-технической базе, учитывающей прогресс, 
достигнутый в энергетике и энергомашиностроении за последние 
30 лет. Это позволит за счет использования компьютерного проекти-
рования быстро выполнить проект электростанции, сократить сроки 
ее строительства и ввода в действие, снизить стоимость и повысить 
надежность эксплуатации.

Выпускаемые в стране мощные энергетические ГТУ уже образуют 
часть типоразмерного ряда, основанного на конструктивных особенно-
стях энергетических ГТУ и экономической целесообразности.

Мощность 160 МВт укладывается в диапазон, характерный при ча-
стоте вращения 3000 об/мин для лучших ГТУ предыдущего поколения, 
очень широко применяемых, надежных, экономичных и заказываемых во 
всем мире до сих пор.

Мощность 110 МВт близка к минимальной для ГТУ с частотой вра-
щения 3000 об/мин. Она востребована для многочисленных отечествен-
ных ТЭЦ и после преодоления «детских» болезней ГТЭ‑110 будет широ-
ко применяться.

ГТУ меньшей мощности выпускаются с повышенной частотой вра-
щения и соединяются с валом электрического генератора через редуктор. 
Их мощность в настоящее время составляет 60–80 МВ т. Выпущенная 
ЛМЗ ГТЭ‑65 входит в этот диапазон мощностей.
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С учетом наличия более мощных и разработок перспективных уста-
новок целесообразен следующий типоразмерный ряд мощных энергети-
ческих ГТУ (МВт):

400 (280–450), 300 (280–330), 160 (150–180), 110 (100–130), 60–80.
Все они могут применяться с утилизацией тепла отработавших в них 

газов в ПГУ и для тепло- или пароснабжения.
При типизации ПГУ можно ограничиться только одним их типом: 

бинарными ПГУ с котлами-утилизаторами и схемами с 1 или 2 ГТУ на 
одну паровую турбину  [2,  3]. Типоразмерный ряд ПГУ с применением 
мощных энергетических ГТУ приведен ниже (табл. 5).

Таблица 5
Мощность ГТУ, МВт 400 300 160 110 65

Число ГТУ 1 2 1 2 1 2 1 2 1 2

Мощность паровой
турбины, МВт 200 400 150 300 70 150 55 110 30 60
Мощность ПГУ, МВт 600 1200 450 900 230 450 165 330 90 180

Типоразмерных рядов целесообразно придерживаться при планиро-
вании потребностей и инвестиций и заказах зарубежного оборудования, 
хотя значение мощностей для конкретных условий может отличаться. 
Близкие значения мощностей ПГУ с 1 или 2 ГТУ в разных типоразмерах 
не являются недостатком, напротив, они создают условия для оптимиза-
ции хозяйственных решений с учетом нагрузок, режимов работы и усло-
вий финансирования.

Внимание к большим мощностям вовсе не означает пренебреже-
ния малыми. В стране много местных электростанций, главным обра-
зом ТЭЦ мощностью до 100–200 МВт, осуществляющих энергоснаб-
жение небольших и средних городов и городских районов. Близость 
таких электростанций к потребителям является важным достоин-
ством, существенно повышающим не только надежность, но и эконо-
мичность электро- и теплоснабжения.

В районах, обеспеченных природным газом, на таких ТЭЦ исполь-
зуются поршневые газовые двигатели, а при мощности 4 МВт и более – в 
основном ГТУ, выпускаемые отечественными авиадвигателестроитель-
ными предприятиями. Ими разработаны линейки ГТУ электрической 
мощностью от 2,5 до 25 МВт и тепловой от 6 до 26 Гкал/ч с электри-
ческими КПД 21–36% и коэффициентами использования тепла топлива 
80–85%, спроектированы стандартизованные электростанции с располо-
жением подготовленного к работе оборудования в пэкиджах заводского 
изготовления. Целесообразно увеличение единичной мощности авиапро-
изводных ГТУ до 35–40 МВт и использование их, начиная с мощности 
16–25 МВ т в составе теплофикационных ПГУ с электрическим КПД 
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45–50% без выработки тепла и 40–45% при полной тепловой нагрузке и 
использовании 70–75% топлива [4, 5].

Серьезным недостатком многих газотурбинных ТЭЦ являет-
ся отсутствие необходимой гибкости. Хотя в нашей стране с начала 
70‑х годов эксплуатируется Якутская ГРЭС (в сущности, ТЭЦ), в схе-
ме которой предусмотрено байпассирование подогревателей сетевой 
воды по газу и сжигание перед ними дополнительного топлива, обе-
спечивающие независимое изменение электрической и (или) тепловой 
нагрузки, многие ГТУ‑ТЭЦ выполнены с обязательным пропуском 
отработавших в турбине газов через подогреватели (или котел-утили-
затор). Их электрическая мощность однозначно привязана к тепловой 
нагрузке и не может быть использована для покрытия электрического 
графика или резервирования.

Реализация имеющихся технических возможностей требует пре-
одоления упомянутых в начале статьи институциональных трудно-
стей. Для этого необходима последовательная работа государствен-
ных структур по организации и выполнению перспективных проектов 
в электроэнергетике.
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В существующих системах энергопотребления скрыты большие ре-
зервы его снижения. К таким резервам можно отнести разработку новых 
технологий и создание системы оптимального управления режимами 
энергопотребления в энергоемких промышленных комплексах.

В рамках федеральной целевой программы (ФЦП) «Научные и на-
учно-педагогические кадры инновационной России» на 2009–2013 годы 
по лоту «2010‑1.1‑230‑094» «Проведение научных исследований коллек-
тивами научно-образовательных центров в области создания энергосбе-
регающих систем транспортировки, распределения и потребления тепла 
и электроэнергии» Саратовский государственный технический универси-
тет (СГТУ) совместно с Отделом энергетических проблем (ОЭП) СНЦ 
РАН в рамках научно-образовательного центра (НОЦ) СГТУ и СНЦ РАН 
«Энергетические системы и комплексы» выиграл конкурс на выполне-
ние государственного контракта № 14.740.11.0107 по теме «Разработка 
методологии исследования и создание энергоэффективных систем управ-
ления потреблением электрической и тепловой энергии в энергоемких 
промышленных комплексах».

Руководителем проекта является Аминов Рашид Зарифович, д‑р техн. 
наук, проф., руководитель ОЭП СНЦ РАН, ответственным исполнителем 
– Ларин Евгений Александрович канд. техн. наук, проф. кафедры теплотех-
ника, руководитель Проблемной научно-исследовательской лаборатории 
теплоэнергетических установок и систем энергообеспечения СГТУ.

Для решения задач оптимального управления потреблением топлив-
но‑энергетических ресурсов (ТЭР) в энергоемких отраслях необходимы 
совершенные методы системного анализа с получением комплексного 
решения задач управления режимами энергопотребления как в оператив-
ном, так и долгосрочном плане развития. Это требует разработки науч-
ных методов и подходов, программного обеспечения, новых технологий 
и технических решений, основанных на использовании современных до-
стижений фундаментальной и прикладной науки и открытий.
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Основой проведения такого исследования явилось следующее.
Методология векторной оптимизации балансовых и распредели-

тельных задач в энергетике создана и успешно развивается в Отделе 
энергетических проблем Саратовского научного центра РАН (ОЭП СНЦ 
РАН). Выполненные здесь фундаментальные исследования привели к 
разработке теории векторной оптимизации применительно к функциям, 
переменные которых ограничены уравнениями связи. Сюда входит це-
лый класс балансовых и распределительных задач, в том числе оптими-
зация режимов загрузки энергогенерирующего и энергопотребляющего 
оборудования. Попытки осуществить подобные исследования делались 
и ранее. При этом для определения неизвестных множителей Лагранжа 
был разработан целый ряд подходов и приближенных методов их на-
хождения  [1–3]. В основу их положены полуэмпирические итерацион-
ные расчеты рекуррентных уравнений. В работе  [1] в рамках решения 
задач квадратичного программирования с ограничениями на переменные 
в виде равенств достаточно полно изложена сходимость итерационных 
процессов расчета таких функционалов. Сложность получаемых в этом 
случае решений не позволяет комплексно решать многопараметрические 
задачи, вследствие чего для сложных задач в практику вошли методы раз-
деления общей задачи на отдельные части (декомпозиция, диакоптика и 
др.) либо усреднение показателей отдельных подсистем методом эквива-
лентирования.

При более глубоком изучении данного вопроса удалось получить 
физическое и строгое математическое толкование множителей Лагранжа 
и раскрыть их [4]. На этой основе удалось построить теорию замещения 
при варьировании каждой из взаимосвязанных переменных. Таким об-
разом, оказалось возможным получить завершенное построение векто-
ра-градиента и отказаться от сложных итерационных расчетов. При этом 
существенно повышается точность определения расчетных параметров и 
оказывается возможным получить решения для задач практически любой 
степени сложности. Обеспечивается также высокое качество решения 
задач управления режимами энергопотребления крупных энергоемких 
производств с использованием «Программы оптимального оперативного 
распределения активных нагрузок в энергосистеме», зарегистрирован-
ной в Роспатенте.

Задачи, связанные с управлением режимами электротребления в 
электроэнергетике, основаны на следующем.

Планируемый интенсивный рост ввода мощностей атомных электро-
станций уже на ближайшую перспективу (до 2020 г.) выдвигает проблемы 
развития и создания потребителей‑регуляторов для обеспечения эффек-
тивного прохождения неравномерных графиков электропотребления. Ос-
новы построения водородных циклов на базе внепиковой электроэнергии 
атомных электростанций исследованы в работах ОЭП СНЦ РАН  [5–7]. 
Показаны условия, при которых производство водорода оказывается кон-
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курентоспособным по сравнению со строительством гидроаккумулирую-
щих электростанций.

Многолетние поисковые и фундаментальные исследования, выпол-
ненные в Проблемной научно-исследовательской лаборатории тепло-
энергетических установок и систем энергообеспечения СГТУ, привели к 
развитию системных исследований, разработке теории термодинамиче-
ского и технико-экономического анализа систем генерации и использо-
ванию электрической и тепловой энергии в промышленных комплексах. 
В работе [8] разработаны теоретические положения системного анализа 
энергетической эффективности, математического моделирования и нор-
мирования потребления топливно-энергетических ресурсов в энерго-
емких промышленных комплексах. На основе этих положений удалось 
решить ряд задач по повышению энергетической эффективности энерге-
тического комплекса промышленных предприятий.

Творческое сотрудничество ОЭП СНЦ РАН и СГТУ привело к соз-
данию научно-образовательного центра, призванного готовить специа
листов для энергетического сектора экономики страны и кадры высшей 
научной квалификации (договор о создании научно-образовательного 
центра СГТУ и СНЦ  РАН «Энергетические системы и комплексы» от 
26 июня 2009 г.).

В соответствии с техническим заданием в данном проекте необходи-
мо сделать следующее:

–	 разработать методологию векторной оптимизации в задачах 
управления потреблением электрической и тепловой энергии;

–	 методологические основы решения задач управления потребле-
нием электрической и тепловой энергии с учетом топологии и техноло-
гии производственных процессов энергоемких промышленных комплек-
сов переработки углеводородного сырья;

–	 математические модели технологических процессов и установок 
для решения задач оптимального управления потреблением ТЭР в энер-
гоемких промышленных комплексах;

–	 алгоритмы распределения нагрузок при осуществлении опера-
тивного управления и долгосрочного планирования;

–	 алгоритмы решения задач оптимального управления потреблени-
ем ТЭР в энергоемких промышленных комплексах переработки углево-
дородного сырья;

–	 программный комплекс расчета энергетических характеристик 
оборудования, аппаратов и производств энергоемких предприятий пере-
работки углеводородного сырья;

–	 научные основы нормирования потребления топливно-энергети-
ческих ресурсов;

–	 экспериментально отработать системы управления потребле-
нием электрической и тепловой энергии на промышленных комплексах 
переработки углеводородного сырья;



19

–	 составить энерготехнологический баланс энергоемких промышлен-
ных комплексов на примере Астраханского газоперерабатывающего завода;

–	 разработать технологические схемы и выполнить обоснование 
необходимого оборудования для производства и хранения водорода и 
кислорода на базе использования внепиковой электроэнергии АЭС;

–	 определить сравнительную эффективность аккумулирования 
энергии на базе получения электролизного водорода с альтернативными 
потребителями-регуляторами;

–	 разработать рекомендации по созданию и развитию водородных 
технологий на базе внепиковой электроэнергии;

–	 разработать теоретические основы создания информационно-
аналитических систем планирования, нормирования и прогнозирования 
потребления топливно-энергетических ресурсов в энергоемких промыш-
ленных комплексах;

–	 выполнить оптимизацию управления режимами производства и 
потребления электрической и тепловой энергии в промышленных ком-
плексах с использованием векторной методологии.

Выполнение НИР обеспечит достижение научных результатов ми-
рового уровня, подготовку и закрепление в сфере науки и образования 
научных и научно-педагогических кадров, формирование эффективных и 
жизнеспособных научных коллективов.

Оригинальность и качество разработки информационно-аналитиче-
ской системы нормирования, планирования и прогнозирования потребления 
топливно-энергетических ресурсов энергоемких предприятий на примере 
газо- и нефтеперерабатывающих отраслей обеспечиваются патентом [8].

Информационно-аналитическая система планирования, нормирова-
ния, прогнозирования потребления электрической и тепловой энергии 
энергоемких промышленных комплексов переработки углеводородного 
сырья, а также управления им будет внедрена на астраханском газопере-
рабатывающем заводе ООО «Газпром добыча Астрахань», который явля-
ется полигоном и экспериментальной базой для апробации и внедрения 
системы управления нормированием и прогнозированием потребления 
всех видов используемых топливно-энергетических ресурсов [9, 10].

Результаты предлагаемых исследований должны продемонстри-
ровать преимущества предлагаемой методологии и послужить основой 
создания программного обеспечения нового поколения для разработки 
новых технологий и технических решений, обеспечивающих повышение 
эффективности потребления электрической и тепловой энергии в энерго-
емких промышленных комплексах до уровня мировых показателей.

К выполнению работы будут привлекаться студенты, аспиранты, мо-
лодые ученые. Результаты научных исследований будут опубликованы, а 
также представлены в докладах на научных конференциях.

Результаты разработок будут использованы в программах учебных 
дисциплин, предназначенных для студентов, обучающихся по специаль-
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ностям «Тепловые электрические станции», «Энергообеспечение пред-
приятий», «Промышленная теплоэнергетика», а также при подготовке 
специалистов по бакалаврской и магистерской программам по направле-
нию «Теплоэнергетика».

На теплоэнергетических кафедрах будут организованы следующие 
курсы лекций.

1.	М атематическое моделирование технологических процессов и 
установок для оптимального управления потреблением ТЭР в энергети-
ческих комплексах.

2.	Н ормирование потребления топливно-энергетических ресурсов в 
энергоемких промышленных предприятиях (комплексах).

3.	 Планирование и прогнозирование потребления промышленных 
предприятий.

4.	 Составление энергетических балансов энергоемких промышлен-
ных предприятий.

Работа выполнена при финансовой поддержке Министерства обра-
зования и науки РФ (госконтракт № 14.740.11.0107) в рамках реализации 
ФЦП «Научные и научно-педагогические кадры инновационной России» 
на 2009-2013 годы (мероприятие 1.1 ХIV очередь) лот № 6, шифр лота 
2010-1.1-230-094.

Список литературы

1.	 Пшеничный Б. Н., Данилин Ю. М. Численные методы в экстремальных задачах. 
М. : Наука, 1975. 320 с.

2.	 Пшеничный Б. Н., Хачатрян Р. А. Ограничения типа равенств в наглядных задачах 
оптимизации // Экономика и математические методы. 1982. Т. 18, № 6. С. 1133–1140.

3.	 Веников В. А., Журавлев В. Г., Филиппова Т. А. Оптимизация режимов электростан-
ций в энергосистеме. М. : Энергоатомиздат, 1991. 318 с.

4.	 Аминов Р. З. Векторная оптимизация режимов работы электростанций. М. : Энер-
гоатомиздат, 1994. 304 с.

5.	 Аминов Р. З., Байрамов А. Н. Эффективность производства водорода на основе со-
временных технологий // Изв. РАН. Энергетика. 2009. № 1. С. 128–137.

6.	 Аминов Р. З., Байрамов А. Н. Эффективность водородной конверсии на АЭС // Ло-
гистика и экономика ресурсосбережения и энергосбережения в промышленности : 
материалы междунар. науч.‑практ. конф. Саратов : СГТУ, 2007. С. 6–11.

7.	 Аминов Р. З., Байрамов А. Н. Оценка удельных капиталовложений в цилиндриче-
ские емкости для хранения газообразного водорода // Изв. высш. учеб. заведений. 
Проблемы энергетики. 2007. № 5–6. С. 69–77.

8.	 Пат. 65537 Российская Федерация, МПК G 06 Q 10/00; G 07 C 3/14. Система авто-
матизированного учета и планирования на предприятии.

9.	 Ларин Е. А., Долотовская Н. В., Долотовский И. В. Энергетический комплекс газо-
перерабатывающих предприятий. Системный анализ, математическое моделиро-
вание, нормирование. М. : Энергоатомиздат, 2008. 420 с.

10.	 Семенов Б. А. Инженерный эксперимент в промышленной теплотехнике, тепло-
энергетике и теплотехнологиях : учеб. пособие. Саратов : СГТУ, 2009. 288 с.



21

УДК 621.311:621.039

Векторное динамическое программирование  
для оптимизации балансовых распределительных 

задач

Р. З. Аминов

Отдел энергетических проблем Саратовского научного центра РАН
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Определим соответствующее снижение мощности каждым из энергобло-
ков в направлении вектора‑градиента для принятого произвольно шага 
h = 100. С этой целью находим вначале
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При полученных уровнях мощности определяется новый относитель-

ный прирост расходов топлива и осуществляется следующий шаг с воз-
вратом от исходного начально-принятого уровня мощности энергоблоков.
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Методология блочно-иерархического  
моделирования энерготехнологической системы 
предприятий переработки углеводородного сырья

И.В. Долотовский, Е.А. Ларин, Н.В. Долотовская

Саратовский государственный технический университет

Современные предприятия по переработке газа, газового конденса-
та и нефти (ПНГП) состоят из различных технологических и энергети-
ческих установок, образующих совместно производственный комплекс, 
рентабельность которого теснейшим образом зависит от эффективности 
системы энергоснабжения и режимов эксплуатации энергетического ком-
плекса (ЭК), объединяющего все источники энергоресурсов, включая 
технологические агрегаты, а также всех потребителей. Блочно-иерархи-
ческая модель ЭК и технологической системы (ТС) ПНГП, отражающая 
в определенной мере сложность связей между энергетическими и тех-
нологическими процессами основного и вспомогательного производств 
предприятия, приведена на рис. 1.

Модель состоит из VI блоков. Блок  I описывает структуру ТС, не-
обходимую для преобразования исходного углеводородного сырья (УВС) 
в конечную продукцию ПНГП. Блок II соответствует структуре ЭК, необ-
ходимой и достаточной для обеспечения производств ТС и собственного 
обеспечения энергоресурсами (ЭР), получаемыми от внешних источни-
ков и вырабатываемыми в ТС и ЭК. Оба эти блока расположены на верх-
нем иерархическом уровне – уровне подсистем и производств. Блок III 
описывает преобразование УВС в технологических процессах в полупро-
дукты, ЭР и конечные продукты. Блок IV соответствует процессам гене-
рации, транспортирования и потребления ЭР в ТС и ЭК, преобразования 
ЭР, получаемых от внешних источников в ТС и ЭК с целью изменения их 
параметров или физической природы.
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Блоки III, IV предназначены для описания объекта на втором иерар-
хическом уровне – уровне процессов.

Третий иерархический уровень – уровень аппаратов (агрегатов, уста-
новок) содержит блок V, соответствующий описанию конечных элемен-
тов ТС и ЭК, в которых реализуются процессы, описанные на предыду-
щем уровне иерархии.

Блок VI предназначен для описания задач учета, планирования, нор-
мирования, анализа, оптимизации потребления и генерации различных 
видов ЭР.

ПНГП в целом как объект формализованного математического опи-
сания представлен объединением двух множеств :
 N производств ТС

	 ;	 (1)

и M подсистем ЭК

	 .	 (2)

Каждый блок последующих уровней иерархической модели ПНГП 
также представлен множествами отдельных элементов:
– J технологических процессов ТС

	 ;	 (3)

– I технологических процессов ЭК

	 ;	 (4)

– K аппаратов (агрегатов) ТС

	 ;	 (5)

– L аппаратов (установок) ЭК

	 ;	 (6)

– M видов энергоресурсов

	 .	 (7)

При этом по отдельным видам энергоресурсов справедливы следую-
щие соотношения:

	 ;	 (8)
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	 .	 (9)

Тогда множество функций  на множествах (1)–
(7) характеризует математическую модель для разработки, модерниза-
ции, оптимизации ЭК ПНГП в соответствии с принятыми критериями 
эффективности.

Частными случаями являются следующие отображения:

	
;	 (10)

	 ,	 (11)

где  – отображение  в  на пространстве техно-

логических , конструктивных (Zтс) характеристик ТС, экологиче-

ских / климатических (S) , экономических (Ц) факторов для m-го вида ЭР;

 – отображение  в  на том же пространстве ха-

рактеристик и факторов для m-го вида ЭР.

Математическая модель множества функций F (отображений 

 и  в  и ) в координатном 
пространстве исследования в общем виде представлена следующими 
основными логически законченными блоками расчета (рис. 2) – энерго-
технологического баланса (материального и энергетического), гидроди-
намики и свойств материальных потоков и ЭР, кинетики процессов, базы 
данных параметров и констант по аппаратам и процессам, методическим 
положениям учета, нормирования, планирования, регулирования и опти-
мизации генерации и потребления ЭР, результатам энергетического ауди-
та и экспериментальным исследованиям.

Блочный принцип построения моделей позволил разбить общую за-
дачу построения математической модели на отдельные подзадачи и тем 
самым упростить ее решение, модернизировать и заменить отдельные 
блоки новыми, не изменяя при этом остальные.

Вычислительные блоки математической модели рассматриваются 
как совокупность операторов, качественно и количественно преобра-
зующих входные переменные и параметры  в выходные перемен- 
ные . Операторы в блоках соединены по принципу последователь-
ной, параллельной или рециклической связи, определяемой в данный мо-
мент времени t некоторым функционалом .

В каждом вычислительном блоке осуществляется расчет всех необ-
ходимых значений выходных переменных по заданным значениям вход-
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ных параметров в последовательности, задаваемой с помощью специаль-
ной организующей программы.

Задача оптимального управления потреблением ЭР формулируется 
как поиск экстремума критерия эффективности (технологического, тер-
модинамического, экономического) при заданной структуре технологи-
ческих связей между элементами системы и с учетом ограничений, со-
ответствующих требованиям технического задания на проектирование 
строящихся ПНГП или технологических условий функционирования 
действующих предприятий.

В общем виде критерий оптимальности (R) детерминированного 
процесса потребления ЭР и структуры ЭК представляется как функция 
входных, выходных и управляющих (U) параметров:

	

	 (12)

	
	 (13)

	
	 (14)

	
	 (15)

Зависимость выходных параметров процесса от входных и управля-
ющих можно представить в виде
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,	 (16)

где функция F рассматривается как вектор-функция ,  
формируемый в результате изучения свойств ТС и ЭК ПНГП, аналити-
ческое выражение которых и составляет его математическое описание.

Подстановка (16) в (12) позволяет представить критерий оптималь-
ности как функцию только входных и управляющих параметров:

	

	 (17)

Тогда математическая форма представления задачи оптимизации за-
ключается в нахождении экстремума:

	 	 (18)

при ограничениях ; ;

; 

 U   X
  

	 	 (19)

Таким образом, задача оптимизации решается после определения 
зависимостей (16). Графическая интерпретация методологии синтеза оп-
тимального ЭК ПНГП приведена на рис. 3. Отдельными блоками в исход-
ных данных выделены состав сырья и номенклатура продукции ПНГП, 
графики планово-предупредительных (ППР) и капитальных (КР) ремон-
тов оборудования, база данных по аппаратам, методикам, процессам и 
другие данные (см. рис. 2).

В исходные данные входят технологические, конструктивные ха-
рактеристики ЭК и ТС, экологические, климатические и экономические  
факторы (в том числе комплекс критериев эффективности).

Блок 1 предназначен для идентификации структуры ЭК и ТС ПНГП, 
необходимой для выполнения производственного задания с имеющимся 
ресурсом оборудования. В блоке  2 формируются модели расчета соот-
ветствующих элементов. В блоке 3 осуществляется формирование вари-
антов энерготехнологического баланса (ЭТБ) по различным видам ЭР и 



32

обобщенный ЭТБ ПНГП. Блоки 4 и 5 предназначены для оптимизации 
режимных переменных и структуры ЭК ПНГП в соответствии с возмож-
ностью управления потреблением и генерацией ЭР. Путем итераций в 
блоках 6 и 7 осуществляется формирование оптимальной структуры ЭК, 
обеспечивающей энергоресурсами ТС, с оптимальными режимами экс-
плуатации оборудования в соответствии с принятым комплексом крите-
риев эффективности.

Предложенная методология оптимизации и разработанные мате-
матические модели расчета потребления и генерации ЭР в элементах 
рассматриваемых систем реализованы в программе для ЭВМ «Систе-
ма “Энергоресурс”» и успешно прошли промышленную апробацию на 
Астраханском газоперерабатывающем заводе.

Работа выполнена при финансовой поддержке Министерства обра-
зования и науки РФ (госконтракт № 14.740.11.0107) в рамках реализации 
ФЦП «Научные и научно-педагогические кадры инновационной России» 
на 2009–2013 годы (мероприятие 1.1 ХIV очередь) лот № 6, шифр лота 
2010‑1.1‑230‑094 .
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( ) /0; 1, 2, ...,i ic u i r= = ; ( ) /0; 1, ..., .i ic u i r r! = +  

Решение задачи оптимизации в этом случае получается в виде 

зависимости управляющих параметров U  от входных параметров X , времени 

t  и фазовых координат ( )Ö,,, SZ!  оптимизируемого ПНГП: 

( )î ï ò. , , , , , Ö .U U X t Z S= !  (19) 

Таким образом, задача оптимизации решается после определения 

зависимостей (16). Графическая интерпретация методологии синтеза 

оптимального ЭК ПНГП приведена на рис. 3. Отдельными блоками в исходных 

данных выделены состав сырья и номенклатура продукции ПНГП, графики 

планово-предупредительных (ППР) и капитальных (КР) ремонтов 

оборудования, база данных по аппаратам, методикам, процессам и другие 

данные (см. рис. 2). 
 

 
 

Рис. 3. Блочная схема методологии построения оптимальной ЭТС 

В исходные данные входят технологические, конструктивные 

характеристики ЭК и ТС, экологические, климатические и экономические  

факторы (в том числе комплекс критериев эффективности). 

Комплекс 
критериев 

эффективности 

Исходные данные 

База данных 

� Ц S Z 
Графики ППР и КР 

Состав сырья, номенклатура продукции 

Идентификация 
структуры 

1 

Формирование 
моделей 

2 

Агрегаты 

Подсистемы 

Производства 

Формирование 
вариантов ЭТБ 

3 
Оптимизация 

режимов 
4 

Оптимизация 
структуры 

5 

Синтез 
оптимального 

ЭК ПНГП 

6 

Оценка 
оптимального 

ЭК ПНГП 

7 

Рис. 3. Блочная схема методологии построения оптимальной ЭТС

Ω



33

 

 

 

 

 

 
 
 

 

 

 

 

 
 



34

(вкэс) КЭС большой мощности на сверхкритические параметры пара. Та-
кие парадоксы оценки эффективности работы ТЭЦ были и сейчас опу-
бликованы во всех энергетических учебниках, справочниках и журналь-
ных статьях в нашей стране.

Поэтому сегодня необходимо рассмотрение современной парадигмы 
(греч. рaradeigma – пример, образец) теплофикации с оценкой ее топлив-
ной эффективности.

Для сравнительной оценки эффективности теплофикации рассмотрим 
преимущества и недостатки указанных выше методик и показателей.

Коэффициент использования теплоты топлива (кит)
КИТ вычисляют по следующей формуле:

	 	 (1)

или отдельно по каждому виду продукции из (1):

	 ,	 (2)

по аналогии с КПД КИТ вычисляют электрический КПД:

	 .	 (3)

Здесь Qот = Qт + Qроу, Э, Qот, Qроу – электроэнергия и теплота, отпу-
щенная потребителю, из отборов турбин, от котла через РОУ; В – расход 
топлива, сожженного на ТЭЦ;  – теплота сгорания топлива;  – 
КИТ по выработке электроэнергии и теплоты, ηэл – электрический КПД.

Преимущества КПД КИТ:
1.	 Простейшее вычисление показателя в результате деления затра-

ченного топлива на ТЭЦ на электроэнергию и тепло.
2.	 Применяется для оценки эффективности любых комбинирован-

ных энергетических установок (ТЭЦ, ПГУ‑ТЭЦ, ДВС, ГПА).
3.	 По КИТ получен высокий показатель эффективности для любых 

установок порядка 0,8–0,95. Он может быть больше 100% по «синергети-
ческому» эффекту, например, для ТЭЦ с ТНУ, топливных угольно-кисло-
родных элементов и т.д.

Недостатки КПД КИТ:
1.	Н е учитывает качество теплоты от ТЭЦ, отпускаемой потребите-

лю, согласно второму закону термодинамики.
2.	Н е отражает термодинамическую сущность теплофикации, так 

как КИТ возрастает при отпуске теплоты от котла через РОУ без произ-
водства электроэнергии.

3.	Н е зависит от типа, мощности, основных параметров цикла энер-
гетических установок.

4.	 Позволяет повысить эффективность комбинированных устано-
вок с КПД выше 100%.
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При переменных режимах отпуска электроэнергии и теплоты от 
ТЭЦ и дополнительной производительности котла возможен отпуск те-
плоты (пара) от котла через РОУ потребителю с повышением КПД КИТ, 
следовательно, это положение приводит к абсурдному выводу о неэффек-
тивности комбинированного производства электроэнергии на ТЭЦ.

Расчет показателей  по формуле (2), полученных из фор-
мулы (1), не соответствует реальным показателям действующих ТЭЦ, а 
КПД по электроэнергии ηэл по формуле (3) не учитывает качество тепло-
вой энергии, согласно второму закону термодинамики, и приводит к оши-
бочным результатам.

Следовательно, эти показатели явно непригодны для оценки совер-
шенствования циклов ТЭЦ и недостаточны для оценки эффективности 
действующих ТЭЦ [1]. Эти выводы подтверждены детальными расчета-
ми показателей ηкит, ηэл,  [2–4]. По этим ошибочным показателям 
ηкит и ηэл некоторые специалисты-теплоэнергетики планируют стратегию 
развития энергетики России, регионов и городов, завышая эффектив-
ность теплофикации.

Показатели физического метода КПД ηэф, КПД ηтф, вэфт, вэфк и втф, 
а также утф

Физический метод является разновидностью энтальпийного метода, 
в котором отказались от единого показателя КПД КИТ и для оценки ТЭП 
применяли различные показатели по производству электроэнергии и те-
плоты:

1. Электрический КПД брутто .	 (4)

2. Тепловой КПД .	 (5)

3. Удельный расход топлива на кВт·ч по теплофикационному режиму:

	 , кг/(кВт · ч).	 (6)

4. Удельный расход топлива на кВт·ч по конденсационному режиму: 

	 в , кг/(кВт · ч).	 (7)

5. Удельный расход условного топлива на выработку теплоты на ТЭЦ: 

	 в , кг/ГДж,	 (8)

где вэ, вт – расходы топлива на ТЭЦ по производству электроэнергии и 
теплоты; ηтп, ηмг – КПД тепловых потерь в паропроводах между котель-
ной и машинным залом; электромеханический КПД; 0,123 – количество 
условного топлива в кг, затраченное на выработку 1 кВт · ч; 34,1 – количе-
ство условного топлива в кг, израсходованное на выработку 1 ГДж.

т

т
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Дополнительно в физическом методе используют показатель удель-
ной выработки электроэнергии на тепловом потреблении: 

	  кВт · ч/ГДж,	 (9)

где Эт – выработка электроэнергии по теплофикационному режиму ра-
боты ТЭЦ. 

Преимущества физического метода:
1.	 Удобен в расчетах ТЭП ТЭЦ.
2.	Э кономию топлива от теплофикации относят на производство 

электроэнергии.
3.	В ыработка электроэнергии на тепловом потреблении эффектив-

нее конденсационной выработки примерно в 2 раза.
4.	 Удельные расходы топлива вэфт и втф зависят от КПД ηка  при 

ηt = 1 и ηoi = 1 и не зависят от типа установки, мощности, начальных и 
конечных параметров цикла, а также остаются постоянными на уровне: 
например, при ηка = 0,82–0,92, ηтп = 0,95, ηмг = 0,98 получим вэфт = 0,144– 
0,161 кг/(кВт · ч) и втф = 41,6–37 кг/ГДж (174,2–155 кг/Гкал).

Недостатки физического метода следующие.
1.	 Отпуск теплоты потребителям условно осуществляется от котла, 

а не из отборов турбогенератора, что приводит к завышению эффектив-
ности выработки электроэнергии на тепловом потреблении по сравне-
нию с конденсационной выработкой.

2.	М етод не стимулирует эффективность снижения расхода теплоты 
у потребителя, так как чем больше отпуск теплоты от ТЭЦ, тем значи-
тельней экономия топлива от производства электроэнергии на тепловом 
потреблении.

3.	 Удельный расход топлива на производство электроэнергии вэфт 
зависит в основном от КПД котла (ηка), что приводит к неверному эффек-
ту, так как котел не может вырабатывать электроэнергию в цикле ТЭЦ.

4.	М етод оправдывает эффективность ТЭЦ малой мощности на низ-
кие начальные параметры пара в сравнении с КЭС большой мощности на 
закритические параметры пара (феномен вэфт = 0,160 кг/(кВт · ч)).

В дополнение к физическому методу при расчетах ТЭП ТЭЦ исполь-
зуют показатель удельной выработки электроэнергии на тепловом потре-
блении утф, в числителе которого находится эксергия электроэнергии, а в 
знаменателе низкопотенциальная теплота, отпускаемая потребителю, что 
противоречит второму закону термодинамики.

Преимущества показателя утф:
1.	 Он удобен в расчетах эффективности противодавленческих тур-

бин ТЭЦ и турбин, работающих без конденсаторов по теплофикационно-
му режиму.

2.	 Показатель утф зависит как от величины выработки электроэнер-
гии и теплоты, так и от начальных и конечных (противодавления) пара-
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метров цикла, а также параметров и величины теплоносителя, возвраща-
емого от потребителя.

Недостатки показателя утф:
1.	 Показатель утф не учитывает конденсационной выработки элек-

троэнергии на ТЭЦ.
2.	В еличина утф не может оценить экономию (перерасход) топлива 

по отпуску теплоты потребителю от ТЭЦ по сравнению с раздельной схе-
мой.

3.	 Для турбин с промышленными отборами утф зависит от доли воз-
врата конденсата и его температуры с учетом технологических процессов 
производства и систем пароснабжения, не связанных с источником.

4.	 Для турбин с отопительными отборами утф подчинено доле и тем-
пературе обратной сетевой воды, которые зависят не от ТЭЦ, а от режи-
мов работы систем теплоснабжения.

5.	 Значение показателя утф резко изменяется при различных режи-
мах работы действующих ТЭЦ и систем теплоснабжения.

Учитывая вышесказанное, следует отказаться от показателей энталь-
пийного метода как не отражающего реальной оценки эффективности ра-
боты действующих и проектируемых ТЭЦ.

Показатели метода энергоценности отборного пара фирмы  
ОРГРЭС

По методу ОРГРЭС экономия топлива от теплофикации равномерно 
распределяется на электроэнергию и теплоту, отпускаемую из отборов 
турбин.

Метод ОРГРЭС имеет три показателя ТЭП:

1. Электрический КПД брутто .	 (10)

2. Удельный расход топлива на выработку электроэнергии: 

	 в , кг/(кВт · ч).	 (11)

3.	 Удельный расход топлива на выработку теплоты: 

	 в , кг/ГДж.	 (12)

Преимущества метода:
1.	 Длительный период его использования для расчета ТЭП действу-

ющих ТЭЦ имеет положительные результаты.
2.	 Позволил устранить недостатки расчетов ТЭП по энтальпийному 

методу (ηкит, ηэф, вэф, втф и т.д.).
3.	 Устранил недостатки оценки эффективности выработки электро-

энергии по теплофикационному режиму (феномен вэфт = 0,160 кг/(кВт · ч)) 
для ТЭЦ малой мощности на низкие начальные параметры пара.

т

т
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Недостатки метода:
1.	 Приближенный расчет коэффициента энергоценности отборного 

пара турбин ТЭЦ.
2.	 Равномерное распределение экономии топлива на электроэнер-

гию и теплоту.
В 2002 г. был разработан метод фирмы ОРГРЭС 2, по которому эко-

номия топлива от теплофикации распределяется на теплоту и расчеты 
удельных расходов топлива на продукцию ТЭЦ (вэо, вто) оказываются 
близкими к рассчитанным по эксергетическому методу.

Показатели эксергетического метода
Эксергетический метод широко применяется для анализа эффектив-

ности любых энергетических установок.
1.	Э ксергетический КПД для любой системы и энергетической 

установки в общем виде запишется так:

	 	 (13)

где  – суммарные затраты эксергии на входе и выходе систе-

мы,  – суммарные эксергетические потери в системе или в любой 

части.
2.	Э ксергетический КПД ТЭЦ рассчитывается по формуле

	 ,	 (14)

где ,  – суммарная эксергия электроэнергии, теплоты 

и топлива, сожженного на ТЭЦ;  – коэффициент идеально-

го цикла Карно; То, Тотб – абсолютная температура окружающей среды и 
средняя температура отбираемого пара соответственно.

К недостаткам расчета ηех по формуле (14) относят отсутствие учета 

эксергетических потерь ( ) во всех установках ТЭЦ. Поэтому рас-
чет эксергетических потерь

	  = ΔЕк + ΔЕтур + ΔЕпн + ΔЕсн + ΔЕрег + ΔЕсп и др.

значительно усложняет процесс расчета ТЭП для действующих ТЭЦ 
(здесь индексы у потерь ΔЕ обозначают: к – котел, тур – турбина, пн,  
сн – питательные и сетевые насосы, рег – подогреватели питательной 
воды, сп – сетевые подогреватели).
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В 1994–1998  гг. специалисты‑энергетики предприняли попытку 
внедрить эксергетический метод для оценки ТЭП ТЭЦ, но, к сожалению, 
рекомендации специалистов не были приняты.

Показатели раздельной схемы (КЭС, РК)
Расчеты показателей ТЭП КЭС и РК, вырабатывающих электроэнер-

гию и теплоту раздельно, оценивают по следующим формулам.
1.	Э лектрический КПД брутто КЭС оценивают по эксергетическо-

му методу:

	 .	 (15)

2.	 Удельный расход топлива по производству электроэнергии:

	 в , кг/(кВт · ч).	 (16)

3.	Т епловой КПД брутто районной котельной (РК) оценивают по 
энтальпийному методу:

	 ,	 (17)

где Вкэс, Врк – топливо, сожженное на КЭС и РК.
4.	 Удельный расход топлива – по производству теплоты:

	 в , кг/ГДж.	 (18)

КПД современных КЭС большой мощности находится на уровне 
35–50%, а КПД районной котельной на уровне 0,8–0,95 в зависимости от 
вида сжигаемого топлива.

Расчет КПД котлов по эксергетическому методу с учетом потерь от 
необратимости горения топлива, тепломассообмена, дросселирования, 
смешения оценивается на уровне не более 20–50%.

В то же время различные специалисты‑энергетики для мелких кот-
лов типа крышных, подвальных, модульных, квартирных и т.д. принима-
ют КПД котлов более 100%, несмотря на огромный перерасход топлива 
при их эксплуатации и загрязнение окружающей среды.

Для повышения эффективности теплофикации по производству 
электроэнергии и теплоты необходимо внедрять ТЭЦ с вытеснением 
мелких котельных. Cейчас в России мелкие котельные внедряют в зонах 
централизованного теплоснабжения.

В связи с заменой физического метода по расчету ТЭП ТЭЦ на ме-
тод фирмы ОРГРЭС отпадает искусственное разделение производства 
электроэнергии по теплофикационному и конденсационному режимам, а 
современные показатели ТЭЦ оценивают по общему объему выработки 
электроэнергии и отпущенной теплоты. Поэтому экономию топлива от 
теплофикации можно считать по формуле
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	 ΔВ = Э (вкэс – вэо) + Qот (врк – вто) – δВпот,	 (19)

где вэо, вто – удельные расходы топлива на продукцию ТЭЦ, рассчитанные 
по методу фирмы ОРГРЭС; δВпот – потери топлива (теплоты) в тепловых 
сетях с учетом потерь в электросетях.

В этом случае для турбин любых типов, различных мощностей и на-
чальных параметров пара на ТЭЦ удельные расходы топлива на 1 кВт · ч 
могут быть как меньше или равны, так и больше удельных расходов то-
плива на 1 кВт · ч на КЭС. По производству теплоты удельные расходы 
топлива на 1 ГДж/ч на ТЭЦ будут меньше удельных расходов топлива на 
1 ГДж/ч в РК, потому что в методе ОРГРЭС оценивается отпуск тепло-
ты из отборов турбин, а не от котлов, как это делалось по физическому 
методу.

Все ТЭЦ малой мощности на низкие начальные параметры пара 
(Ро = 3,5 МПа, tо = 435°С) дают не экономию, а перерасход топлива от 
теплофикации.

Основой современной парадигмы теплофикации является оценка 
ТЭП ТЭЦ по методу фирмы ОРГРЭС 2 и эксергетическому методу при 
ликвидации расчетов ТЭП по энтальпийному методу, включая КПД КИТ, 
показателям физического метода, а также удельной выработке электро-
энергии на тепловом потреблении.

Выводы

1.	 Современная парадигма теплофикации базируется на оценке тер-
модинамической эффективности ТЭЦ с помощью метода энергоценно-
сти отборов турбин фирмы ОРГРЭС и в перспективе на основе эксерге-
тического метода.

2.	 Применение энтальпийного метода с оценкой показателей ТЭП 
ТЭЦ с коэффициентом использования теплоты топлива и показателей фи-
зического метода приводит к ошибочным результатам стратегии развития 
теплофикации в России.
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УДК 658.2

Методы системного анализа живучести  
и безопасности сложных теплоэнергетических 

систем с учетом интегрированного риска

П. А. Козлитин, А. М. Козлитин

Саратовский государственный технический университет

Топливно-энергетический комплекс является важнейшей структур-
ной составляющей экономики России, одним из ключевых факторов обе-
спечения функционирования производительных сил и жизнедеятельно-
сти населения страны. Он включает ряд взаимосвязанных, но различных 
по своей сущности систем: электроэнергетическую, газоснабжения, не-
фтеснабжения, теплоснабжения и ядерно-энергетическую. Наибольшее 
внимание сейчас уделяется обеспечению безопасности ядерной энерге-
тики, исследуются проблемы безопасности систем электроэнергетики, 
газо- и нефтеснабжения. Менее изучена проблема живучести и безопас-
ности систем теплоснабжения [1].

Рис. 1. Теплоэнергетическая система современного промышленного города
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Сложная энергетическая система современного крупного промыш-
ленного города объединяет, интегрирует в себе большое число незави-
симых производителей и потребителей электрической, тепловой, комби-
нированной энергии, включающих комплекс ТЭЦ, ГРЭС и котельных, а 
также систему обеспечения различными видами топлива и систему водо-
снабжения (рис. 1).

Для большинства городов и населенных пунктов Российской Феде-
рации важной составляющей энергетической системы являются тепло-
генерирующие объекты, обеспечивающие теплоснабжение потребителей 
в период низких температур наружного воздуха. Основным компонентом 
централизованной системы теплоснабжения стали теплоэлектроцентра-
ли (ТЭЦ), которые отнесены к потенциально опасным объектам по ряду 
признаков, сформулированных в Федеральном законе № 116‑ФЗ «О про-
мышленной безопасности опасных производственных объектов». В со-
ответствии с Федеральным законом № 225-ФЗ «Об обязательном стра-
ховании гражданской ответственности владельца опасного объекта за 
причинение вреда в результате аварии на опасном объекте» теплоэлек-
троцентрали должны быть застрахованы. Данные требования значитель-
но повышают ответственность собственника за обеспечение безопасных 
условий эксплуатации ТЭЦ и поиск наиболее рациональных технико-эко-
номических решений по снижению риска аварий и повышению живуче-
сти системы теплоснабжения с целью получения предприятием максиму-
ма чистой прибыли.

Однако на объектах энергетики, и в частности ТЭЦ, малоисследо-
ванным остается вероятность возникновения техногенных аварий (взры-
вы, пожары, выбросы токсичных веществ, гидродинамическая волна 
прорыва на резервуарах мазутного хозяйства, разливы горячей воды на 
теплотрассах) с формированием поражающих воздействий на окружаю-
щую среду. Не изучена проблема живучести теплоэнергетических систем 
в условиях экстремальных динамических воздействий природного и тех-
ногенного характера.

В этой связи одной из важных задач становится разработка научных 
основ системного исследования теплоэнергетической системы во взаи-
мосвязи ее составляющих частей и компонентов с целью повышения ее 
живучести и безопасности на основе интегрированного риска.

С одной стороны, теплоэнергетическая система – источник техно-
генной опасности, реализуемой в виде поражающих воздействий на че-
ловека, материальные объекты и окружающую среду как на территории 
энергетического объекта, так и за её пределами от потенциально возмож-
ных вредных выбросов, утечки опасных веществ, пожаров, взрывов, по-
вреждений сооружений и зданий и других нарушений.

С другой стороны, это опасность полного или частичного разруше-
ния тепло- и электроснабжения среды обитания, объектов и сфер жизне-
деятельности населения как в штатных, так и чрезвычайных ситуациях. 
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Под живучестью подразумевается способность структурно сложных 
энергетических систем сохранять основные функции работоспособности 
или быстро восстанавливать возможность функционирования при небла-
гоприятных социально-экономических факторах или внешних случай-
ных или преднамеренных техногенных динамических воздействиях и/
или экстремальных природных явлениях (промышленных взрывах, по-
жарах, землетрясениях и т.п.), не предусмотренных заданными штатны-
ми условиями применения по назначению. При этом предполагается, что 
элементы системы в достаточной степени надежны.

Рис. 2. Факторы потери живучести сложной теплоэнергетической системы

Случайные неблагоприятные динамические воздействия техноген-
ного характера могут быть как внешними по отношению к рассматрива-
емой сложной энергетической системе, так и связанными с опасностями, 
внутренне присущими данной энергетической системе и реализуемыми в 
виде поражающих воздействий на саму систему с возможностью потери 
ее живучести (рис. 2).

Таким образом, живучесть сложной энергетической системы опре-
деляется способностью противостоять следующим трем основным груп-
пам случайных динамических воздействий:

1)	 воздействиям, связанным с эксплуатацией самой энергетической 
системы, обусловленных уровнем ее техногенной безопасности и соци-
ально-экономическими процессами в обществе;

2)	 воздействиям, связанным с опасностью техногенных аварий и 
чрезвычайных ситуаций на потенциально опасных объектах региона;

3)	 воздействиям, связанным с экстремальными природными явле-
ниями.
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Основываясь на вышесказанном, рассмотрим методы системного 
анализа живучести и безопасности теплоснабжения объектов экономики 
и населения с учетом риска в масштабах единого комплекса, образован-
ного селитебной территорией и теплоэнергетической системой города.

1. Методы оценки эффективности повышения безопасности 
теплоэнергетических систем с учетом интегрированного риска

В современных условиях хозяйствования важными становятся эф-
фективные, научно обоснованные методы управления рисками и обеспе-
чения живучести и безопасности теплоэнергетических систем крупных 
городов, основанные на экономических и нормативно-правовых механиз-
мах с учетом интересов всех участников процесса, включая поставщиков, 
потребителей, управленческие инфраструктуры, страховые компании.

В этом случае для оценки обоснованности принимаемых инженер-
ных или организационно-управленческих решений, направленных на 
повышение живучести и безопасности объекта, целесообразно исполь-
зовать метод сравнительной эффективности. Его идея заключается в том, 
что эффективность принимаемого решения определяется сравнением 
единовременных инвестиций и ежегодных издержек с соответствующи-
ми затратами в альтернативном варианте, в частности, вызванными стра-
хованием на случай аварийных и чрезвычайных ситуаций и обеспечива-
ющими получение одинакового по количеству и качеству эффекта.

С учетом сказанного, используя критерий приведенных затрат  
Зпр (c) в условиях современных рыночных отношений [2, 3], запишем вы-
ражение целевой функции Pr (c), обосновывающей системную эффектив-
ность и целесообразность мероприятий по повышению промышленной и 
экологической безопасности или оптимального технико-экономического 
решения в следующем виде:

	

 	 (1)

где PП – выручка от реализации продукции, руб./год; ЗS – ежегодные из-
держки производства, относимые на себестоимость продукции, руб./год; 
gН – функция, учитывающая систему федеральных, республиканских, ре-
гиональных и местных налогов; xУУ – функция, учитывающая условия 
участия учредителей в распределении прибыли; ЗМ – материальные и 
другие затраты, не включаемые в состав себестоимости, руб./год; НS – 
суммарные дополнительные налоги и платежи; R(УS) – взвешенный по 
вероятности ущерб, причиненный в результате аварии на объекте, с уче-
том затрат в энергосистеме, вызванных обеспечением заданного уровня 
энергоснабжения потребителей, или необходимых компенсационных ме-
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роприятий в зависимости от последствий аварийной ситуации, руб./год; 
K – капитальные вложения в технические системы безопасности, руб.; 
Еин – коэффициент приведения разновременных затрат в технические си-
стемы безопасности, 1/год.

Целевая функции Pr(c) = f [Зпр (c)], являясь функцией переменной c, 
представляет собой показатель эффективности системы, достижение мак-
симального значения которого соответствует цели управления – отыскать 
наиболее рациональное техническое или организационно-управленче-
ское решение по снижению риска аварий при максимальных финансовых 
результатах – получение предприятием максимума чистой прибыли. В ка-
честве переменной c могут рассматриваться параметры, определяющие 
выбранный уровень живучести и безопасности энергосистемы.

Вполне очевидно, что для случая, когда стоимость реализуемой про-
дукции, а также все затраты, налоги и дивиденды, не влияющие на уро-
вень безопасности рассматриваемого варианта, не зависят от параметра c, 
целевая функция Pr(c) достигает максимума при минимуме приведенных 
затрат Зпр(c)  =  EинK+R(УS). Следовательно, прибыль предприятия рас-
тет при минимизации затрат на систему промышленной безопасности, 
при условии ограничений по уровню допустимого риска. При этом сре-
ди нескольких рассматриваемых проектов системы промышленной без-
опасности выбирается проект, удовлетворяющий следующему условию: 
Зпр(c) → min. Изложенный выше подход позволяет произвести расчет оп-
тимальной стоимости системы безопасности.

В реальных условиях при технико-экономическом сравнении вари-
антов необходимо учитывать фактор времени [3]. В этом случае величина 
приведенных затрат на систему промышленной безопасности i‑го вари-
анта за период функционирования объекта Т с учетом фактора дисконти-
рования рассчитывается по формуле

	

З . 	 (2)

Для реализации предлагаемого метода технико-экономической оцен-
ки промышленной и экологической безопасности высокорисковых объек-
тов, как следует из вышеизложенного, в качестве целевой функции Pr(c) 
рассматривается чистая прибыль предприятия. В качестве управляющей 
переменной, изменение которой позволило бы отыскать наиболее раци-
ональное техническое или организационно-управленческое решение по 
промышленной безопасности при максимальных финансовых результа-
тах, нами обоснован [2–5] и используется интегрированный риск R(УS) – 
комплексный показатель безопасности, выраженный в едином стоимост-
ном эквиваленте. Предлагаемый подход позволяет оценить реальный 
риск и возможный ущерб, определить оптимальные расходы на страхова-
ние объекта и обеспечение необходимых мер безопасности и живучести 
системы.
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2. Методика расчета интегрированного риска
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 работоспособности системы и определяется следующими по-
казателями:

1.	 Риск косвенного ущерба  по причине недоотпуска 
тепловой и электрической энергии потребителям определяется вероят-
ностью потери живучести системы Рпж(S), затратами на необходимые 
компенсационные мероприятия, вызванными обеспечением заданного 
уровня энергоснабжения потребителей и временем восстановления рабо-
тоспособности системы:

	

, 	 (4)

где Зэ
у  д – удельные затраты на компенсационные мероприятия для обеспе-

чения потребителей электрической энергией, руб./кВт · ч; Зт
у  д  – удельные 

затраты на компенсационные мероприятия для обеспечения потреби-

телей тепловой энергией, руб./МВт · ч;  – недоотпущенная 

электрическая энергия потребителям за время tэ, кВт  ·  ч; – уста-

новленная электрическая мощность для ТЭЦ, кВт;  – не-
доотпущенная тепловая энергия потребителям за время tт, МВт  ·  ч;  

 – установленная тепловая мощность для ТЭЦ, Гкал/ч; t – время, не-
обходимое на восстановление работоспособности станции, ч.

2.	 Риск косвенного ущерба  здоровью и жизни человека 
(ожидаемое сокращение предстоящей жизни) в результате низкой темпе-
ратуры воздуха в помещениях:

	  	 (5)

где  – вероятность потери живучести системы при реализации q‑й 
опасности (определяется деревом отказов теплоэнергетической системы 
(рис. 3); ( )qR G  – риск сокращения предстоящей жизни человека за время 
стояния экстремально низких температур наружного воздуха при усло-
вии потери живучести системы теплоснабжения вследствие реализации 
q‑й опасности; ( )P G S  – условная вероятность сокращения предстоящей 
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жизни человека; t – время, прошедшее после аварии; β – коэффициент 
тепловой аккумуляции жилых зданий (β = 54 ч); Кt(t) – взвешивающий 
коэффициент, сопоставляющий ущерб здоровью человека, связанный со 
снижением температуры воздуха в жилых помещениях, в функции време-
ни; N – число людей, оставшихся без теплоснабжения; ЦСЖ – цена жиз-
ни человека; cs – взвешивающий коэффициент, сопоставляющий s‑ю сте-
пень поражения (нетрудоспособность, серьезная травма, травмы средней 
и легкой тяжести) с летальным исходом; Зs

т  р – затраты на восстановление 
трудоспособности индивидуума с s‑й степенью поражения.

Предлагаемый подход позволяет оценить ожидаемый комплексный 
ущерб – интегрированный риск реальной теплоэнергетической системы, 
определить оптимальные расходы на страхование объекта и обеспечение 
необходимых мер безопасности и живучести системы с учетом ожидае-
мого прямого ущерба от возможных техногенных аварий в самой систе-
ме и ожидаемого косвенного ущерба по причине недоотпуска тепловой 

Рис. 3. Дерево отказов теплоэнергетической системы

Р S
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энергии потребителям и потери здоровья и жизни человека из‑за необе-
спечения минимально допустимой температуры воздуха в отапливаемых 
помещениях.
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Эффективность развития водородных технологий 
на АЭС для покрытия пиковых нагрузок*

Р. З. Аминов, А. Ф. Шкрет, М. В. Гариевский

Отдел энергетических проблем Саратовского научного центра РАН

В соответствии с «Генеральной схемой размещения объектов элек-
троэнергетики до 2020  года» основные вводы мощностей на атомных 
электростанциях (74%) предусматриваются в европейской части стра-
ны [1].

Характерной особенностью использования АЭС является их работа 
в базисной части графика нагрузки. Существенно более низкая топливная 
составляющая на АЭС выдвигает требования максимально возможного 
снижения расхода органического топлива на тепловых электростанциях.

Графики электрической нагрузки электропотребления ОЭС европей-
ской части страны отличаются значительной неравномерностью (рис. 1) 
[2]. Суточная неравномерность колеблется от 16 до 30% максимальной 
нагрузки, пиковая нагрузка составляет 2÷11%, внепиковая нагрузка (рав-
ная полупиковому диапазону регулирования нагрузки) – 10÷27%, недель-
ная неравномерность – 5÷15%. Продолжительность ночного снижения 
нагрузки составляет зимой 5÷8 ч/сут, летом – 5÷10 ч/сут, а использование 
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пиковой нагрузки колеблется от 4 до 6 ч/сут. Например, в зимний рабо-
чий день 2009 г. снижение нагрузки в полупиковой зоне графика в целом 
европейской части страны составило более 17 млн кВт, а годовой объем 
не выработанной внепиковой электроэнергии составил 34 млрд кВт · ч.

Значительная суточная и недельная неравномерность электропотре-
бления в ОЭС Северо‑Запада, Центра и Юга и планируемое существен-
ное увеличение доли атомных электростанций в структуре генерирую-
щих источников региона неизбежно вызовут трудности в регулировании 
мощности в энергосистеме.

Одним из вариантов решения этой задачи является выравнивание 
суточных графиков нагрузки за счет использования внепиковой электро-
энергии потребителями‑регуляторами.
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Рис. 1. Суточные графики нагрузки электропотребления по отдельным 
ОЭС европейской части России при прохождении годового максимума 

нагрузки потребления ЕЭС России (17.12.2009 г.) 
 

В качестве таких потребителей-регуляторов для условий обеспечения базо-

вой нагрузкой АЭС и покрытия пиковых нагрузок можно использовать следую-

щие технологии: 

– гидроаккумулирование в часы ночного провала нагрузки и покрытие пико-

вых нагрузок от ГАЭС; 

– электролиз воды и производство водорода, кислорода с последующим 

использованием их для производства пиковой электроэнергии в электрохимиче-

ских генераторах или в цикле влажно-паровых АЭС с целью перегрева свежего 

пара и выработки дополнительной (пиковой) мощности. 

Покрытие пиковых нагрузок обычно рассматривается как часть проблемы 

оптимизации структуры генерирующих мощностей на основе технико-

экономического анализа с учетом рационального участия электростанций различ-

ных типов в покрытии графика нагрузок. 

В данном случае ставится задача провести оценку сравнительной эффек-

тивности производства пиковой электроэнергии для различных вариантов обеспе-

чения базовой нагрузки АЭС за счет выравнивания суточных графиков электри-
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в электрохимических генераторах или в цикле влажно-паровых АЭС с 
целью перегрева свежего пара и выработки дополнительной (пиковой) 
мощности.

Покрытие пиковых нагрузок обычно рассматривается как часть про-
блемы оптимизации структуры генерирующих мощностей на основе тех-
нико-экономического анализа с учетом рационального участия электро-
станций различных типов в покрытии графика нагрузок.

В данном случае ставится задача провести оценку сравнительной 
эффективности производства пиковой электроэнергии для различных ва-
риантов обеспечения базовой нагрузки АЭС за счет выравнивания суточ-
ных графиков электрической нагрузки.

Сравнительная эффективность вариантов обеспечения базовой на-
грузкой вновь сооружаемых АЭС рассматривалась для следующих ус-
ловий.

Необходимо обеспечить базовой нагрузкой 50% номинальной мощ-
ности энергоблока АЭС с ВВЭР‑1000, т.е. 500 МВт, в часы ночного про-
вала суточного графика электрической нагрузки. Другая половина мощ-
ности энергоблока по условиям задачи обеспечивалась базовой нагрузкой 
энергосистемы. Следовательно, для обеспечения базовой нагрузки АЭС 
рассматривались и сравнивались варианты использования внепиковой 
электроэнергии в часы ночного снижения нагрузки, например, для ГАЭС 
насосный режим работы или для электролиза воды – получения водорода 
и кислорода (рис. 2).
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В качества критерия экономического сравнения и выбора эффектив-
ного варианта можно использовать суммарные или удельные дисконти-
рованные затраты на полезно отпущенную пиковую электроэнергию за 
рассматриваемый расчетный срок в соответствии с методическими ре-
комендациями по оценке эффективности инвестиционных проектов и их 
отбору для финансирования [3]. Причем все затраты, включая капиталов-
ложения за весь срок строительства. дисконтировались и все варианты 
приведены к равному энергетическому эффекту.

Учитывались следующие затраты, отнесенные на пиковую электро-
энергию.

1.	В  варианте «ГАЭС» учитывались затраты на сооружение и по-
стоянные эксплуатационные издержки по ГАЭС, а также затраты на по-
требляемую электроэнергию от АЭС, работающую в базовом режиме.

2.	В  варианте электрохимического водородного цикла «ЭХВЦ» – 
затраты на электролиз воды за счет электроэнергии от АЭС, работающей 
в базовом режиме, компремирование и временное хранение водорода и 
кислорода, электрохимический генератор (топливные элементы) для по-
лучения пиковой мощности.

3.	В  варианте пароводородного цикла «ПВЦ» на АЭС с перегревом 
свежего пара – затраты на электролиз воды за счет электроэнергии от АЭС, 
компремирование и временное хранение водорода и кислорода, использо-
вание водородного топлива в цикле влажно-паровых АЭС с целью пере-
грева свежего пара и выработки дополнительной (пиковой) мощности.

Данный вариант предусматривает возможность установки на энер-
гоблоке АЭС специальной турбины, позволяющей существенно повы-
шать её мощность, а также отдельной саттелитной турбины. Различие их 
будет заключаться в величине КПД цикла и других затратах.

Для сравнения дополнительно рассмотрен вариант, когда разгружа-
ется сама АЭС, а пиковую мощность покрывает ГТУ – вариант «АЭС с 
разгрузкой + ГТУ». В данном варианте в затраты на пиковую электро-
энергию включены затраты на сооружение и функционирование ГТУ и 
ухудшение показателей АЭС при работе с разгрузкой в часы ночного про-
вала нагрузки по сравнению с вариантом её работы в базовом режиме при 
одинаковом полезном отпуске электроэнергии в энергосистему.

Исходная информация
В качестве исходной информации для оценки сравнительной эффек-

тивности вариантов используются технико-экономические показатели ге-
нерирующих источников и условия их функционирования. Укрупненные 
технико-экономические показатели рассматриваемых вариантов приве-
дены в таблице и определялись с использованием данных [4–9].

Удельные капиталовложения в гидроаккумулирующие электростан-
ции принимались в диапазоне от 1500 до 2000 долл./кВт мощности в ге-
нераторном режиме, а КПД аккумулирования 75% [4–6].
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транспортных издержек от России до Германии и экспортной таможен-
ной пошлины.

По данным [10], прогнозная цена на газ, экспортируемый в страны 
Европы, рассчитанная исходя из взаимосвязи цены на нефть и природный 
газ, за период с 2010 по 2030 г. возрастет с 300 до 720 долл./тыс. м3 при 
росте стоимости нефти за этот период в 2,4 раза. С учетом транспортных 
издержек на природный газ от границы России до границы Германии [11] 
и вывозной таможенной пошлины внутренняя цена на газ в европей-
ской части России, равновесная с мировыми ценами, за период с 2010 по 
2030 г. возрастет с 210 до 530 долл./тыс. м3. Средняя дисконтированная 
равновесная цена на природный газ составляет 287 долл./т у.т.

Динамика минимальной внутренней цены на природный газ и уголь 
принималась по данным  [4] для варианта «3000». Средняя дисконти-
рованная внутренняя цена природного газа составляет соответственно 
117 долл./т у.т. и 148 долл./т у.т. Соотношение цен газ/уголь возрастет за 
рассматриваемый период с 1,8 в 2010 г. до 2,6–2,7 в 2035 г. Соотношение 
цен газ/ядерное топливо за этот период возрастет соответственно с 6 до 
8–10.

Исходя из анализа показателей суточных графиков электрических 
нагрузок энергосистем, продолжительность снижения внепиковой ноч-
ной мощности суточного графика нагрузки принималась 7 ч/сут, исполь-
зования пиковой мощности – 5,5 ч/сут. Норма дисконта принималась рав-
ной 0,1, горизонт расчета – 26 лет.

Результаты оценки сравнительной эффективности вариантов

Оценка затрат на производство пиковой электроэнергии в рассма-
триваемых технологиях ГАЭС, ЭХВЦ и ПВЦ применительно для условий 
обеспечения базовой нагрузки АЭС проводилась для двух вариантов за-
трат на потребляемую электроэнергию от АЭС: по полной её себестоимо-
сти и по топливной составляющей затрат на АЭС. В варианте «АЭС‑раз-
грузка + ГТУ» в затраты на пиковую электроэнергию включены прирост 
затрат на АЭС при работе с разгрузкой в часы ночного провала нагрузки 
по сравнению с вариантом ее работы в базовом режиме при одинаковом 
полезном отпуске электроэнергии в энергосистему.

Изменение удельных затрат на производство пиковой электроэнер-
гии различными типами источников в зависимости от удельных капвло-
жений в пиковую мощность и варианта учета затрат на внепиковую элек-
троэнергию показано на рис. 3.

Для принятых исходных данных и полных затрат на потребляемую 
электроэнергию от АЭС диапазон изменения удельных дисконтирован-
ных затрат на пиковую электроэнергию составляют:

–	 на пиковых ГТУ в варианте АЭС‑разгрузка + ГТУ (к   = 
= 400÷500 долл./кВт) – 24,6÷25,9 цента/кВт · ч;
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 9 
постоянными независимо от того, в какой зоне графика они располагаются при 

условии полной сработки аккумулированной воды. Эта точка зафиксирована рас-

четной величиной использования мощности ГАЭС в турбинном режиме равном 

1613 ч/год (см. рис. 4). 
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Рис. 4. Изменение затрат на производство пиковой и полупиковой электроэнергии 

в зависимости от числа часов использования мощности 
 

В целом при покрытии различных зон графика электрической нагрузки эф-

фективность рассматриваемых источников изменяется не существенно. 

Проведенные исследования позволили сделать следующие выводы. 

1. Значительная суточная и недельная неравномерность электропотреб-

ления в ОЭС Северо-Запада, Центра и Юга и планируемое существенное увели-

чение доли атомных электростанций в структуре генерирующих мощностей ре-

гиона, неизбежно вызовет трудности в регулировании мощности. 

2. Для эффективного развития и функционирования АЭС в европейской 

части страны необходимо обеспечение их базовой нагрузкой, в частности, по-

средством выравнивания суточных графиков нагрузки за счет использования вне-

пиковой электроэнергии потребителями-регуляторами. 
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Оценка системной эффективности АЭС  
при их расширении сателлитными паротурбинными 

установками в интеграции с водородным  
энергетическим комплексом*

А. Н. Байрамов

Отдел энергетических проблем Саратовского научного центра РАН

В соответствии с энергетической стратегией развития России 
до 2020  г. предусматривается существенное увеличение доли АЭС в 
энергосистемах европейской части страны. Поскольку АЭС в общей 
структуре энергосистемы всегда несёт базовую нагрузку, то такая 
тенденция развития атомной энергетики может создать проблемы ее 
обеспечения в часы ночного внепикового электропотребления. Это 
представляет собой актуальную проблему в современных условиях 
развития энергетики.

Как известно, одним из способов обеспечения АЭС базисной элек-
трической нагрузкой может являться производство водорода и кислорода 
методом электролиза воды.

Водород и кислород, произведённые в ночные внепиковые часы 
электропотребления, сжимаются в специальных компрессорных уста-

*   Работа выполнена при финансовой поддержке РФФИ (грант 09‑08‑13533 офи-ц).
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новках до давления хранения и поступают в соответствующие ёмкости. 
В дальнейшем водород и кислород могут использоваться в цикле АЭС 
для дополнительного производства электроэнергии, что способствует по-
вышению эффективности станции [1–3]. При этом водород и кислород 
могут использоваться для пароводородного перегрева рабочего тела как 
на основной паротурбинной установке (ПТУ) с возможной её модерни-
зацией (рис. 1), так и на параллельно подключенной к ней сателлитной 
ПТУ [2] (рис. 2). Работа реактора и парогенератора станции остаются без 
изменений.

ЭУ

СПП

11

12

13

12

13

15

14

16

14

Пар от ППУ АЭС
18

6

3

2

5

1

4

10

БА

7
8 9

17

Рис. 1. Принципиальная схема интеграции АЭС с водородным энергетическим ком-
плексом: 1 – цилиндр высокого давления (ЦВД) паровой турбины; 2 – сепаратор па-
роперегреватель; 3 – цилиндр низкого давления (ЦНД) паровой турбины; 4 – электри-
ческий генератор; 5 – конденсатор; 6, 10 – конденсатные насосы; 7 – подогреватели 
низкого давления; 8 – узел отбора подмешанной доли пара водород-кислородного сжи-
гания; 9 – бак-аккумулятор; 11 – электролизная установка; 12 – дожимные водородные 
компрессора; 13 – дожимные кислородные компрессора; 14 – концевые охлаждающие 
теплообменники; 15 – ёмкости хранения водорода; 16 – ёмкости хранения кислорода; 
17 – приёмные буферные ёмкости водорода и кислорода; 18 – узел пароводородного 
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Вариант использования сателлитной ПТУ может рассматриваться 
как способ расширения действующих АЭС.

Стратегическим преимуществом расширения действующих АЭС 
за счёт сателлитной ПТУ по сравнению с модернизацией является 
меньшее время простоя энергоблока. При модернизации, помимо вне-
дрения водород-кислородной камеры сгорания 17 перед ЦВД, может 
оказаться необходимой замена турбоагрегата на большую мощность, а 
также реконструкция промежуточных пароперегревателей и системы 
регенерации, что сопряжено с весьма длительным характером прове-
дения таких работ. Поэтому вариант модернизации ПТУ АЭС с ис-
пользованием водородных технологий более предпочтителен при но-
вом проектировании.

Согласно приведенной схеме с сателлитной ПТУ разделение расхода 
рабочего тела рассмотрено на примере двух равных потоков. Один поток 
срабатывает в основной ПТУ, другой – в сателлитной ПТУ с пароводо-
родным перегревом. Смешение потоков происходит после подогревате-
лей высокого давления основной ПТУ. 

Выработка водорода и кислорода в ночные внепиковые часы элек-
трической нагрузки рассмотрена на примере 40% и 100% использования 
мощности энергоблока АЭС с ВВЭР‑1000. Продолжительность ночного 
внепикового периода электрической нагрузки принята равной 7  ч/сут. 
Количество часов использования установленной мощности АЭС в году 
принято равным 7 000 ч/год. Выработка водорода и кислорода предпола-
гается на основе электролизных установок повышенной мощности еди-
ничных агрегатов (50 МВт) [3].

В качестве системы хранения водорода и кислорода используются 
цилиндрические ёмкости со сферическим днищем. Давление в ёмкостях 
меньше, чем давление рабочего тела паротурбинного цикла. За счёт ис-
пользования дожимных компрессорных установок после ёмкостей хране-
ния давление газов доводится до необходимого. Данная система хранения 
является наиболее подходящей в условиях суточного цикла производства 
и хранения водорода и кислорода (период хранения может составлять не-
сколько часов).

В узле пароводородного перегрева окисление водорода проис-
ходит первично в нестехиометрическом соотношении и вторично – в 
стехиометрическом соотношении. Образующийся в процессе такого 
окисления высокотемпературный водяной пар сначала охлаждается 
свежим паром, нагревая его, после чего в результате смешения пере-
гревает его.

Пароводородный перегрев рабочего тела сателлитной турбины 
рассмотрен на примере периода продолжительностью 17 ч/сут и 5 ч/сут 
 для варианта 40% использования мощности энергоблока для про-
изводства водорода и кислорода. Для варианта 100%‑ного использо-
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вания мощности энергоблока пароводородный перегрев рассмотрен 
только в течение 17 ч/сут.

Пароводородный перегрев рабочего тела сателлитной ПТУ в течение 
17 ч позволяет участвовать АЭС в покрытии полупиковой зоны графика 
электрической нагрузки до ночного внепикового периода. Пароводород-
ный перегрев рабочего тела в течение 5 ч позволяет участвовать АЭС в 
покрытии пиковой зоны графика электрической нагрузки. Остальное вре-
мя сателлитная ПТУ работает в номинальном режиме, без пароводород-
ного перегрева.

Для варианта 100%‑ного использования мощности энергоблока при 
покрытии пика электрической нагрузки перегрев рабочего тела оказыва-
ется значительным и превышает освоенный уровень, в связи с чем воз-
никает неопределённость в используемых материалах для изготовления 
такого турбоагрегата и, как следствие, неопределённость в оценке техни-
ко-экономических показателей такой ПТУ.

В условиях проведения электролиза под давлением, а значит, при 
температурах выше 100°С, отбор доли подмешанного водород-кислород-
ного пара с целью возврата его в электролизную установку целесообраз-
нее осуществлять в виде подогретого конденсата.

Термодинамические процессы расширения пара в сателлитной па-
ровой турбине при использовании паро-водородного перегрева показаны 
на рис. 3.

Как видно из рис. 3, при 100%‑ном использовании мощности энерго-
блока с применением пароводородного перегрева в течение длительного 
времени (17 ч/сут) и при покрытии пика нагрузки есть возможность от-
казаться от сепаратора.

Некоторые технико-экономические показатели сателлитной ПТУ в 
интеграции с водородным энергетическим комплексом приведены в та-
блице.

Как видно из таблицы, использование сателлитной ПТУ с парово-
дородным перегревом эффективнее при покрытии пика электрической 
нагрузки. При этом в вариантах 40%‑ного и 100%‑ного использования 
мощности энергоблока для производства водорода и кислорода с ис-
пользованием пароводородного перегрева, при участии АЭС в покры-
тии полупиковой зоны графика электрической нагрузки, вырабатыва-
ется на 180 МВт и на 70 МВт соответственно меньше. Эффективность 
использования водородного топлива меньше на 15,8% и на 3,5% со-
ответственно. Коэффициент полезного использования ночной внепи-
ковой электроэнергии меньше на 8,6% и 1,8% соответственно. КПД 
энергоблока АЭС (брутто) меньше на 2,6% и 0,9% соответственно. 
Следует также отметить, что удельные капиталовложения в расшире-
ние АЭС с использованием пиковой сателлитной ПТУ оказываются 
меньше по сравнению с традиционным вариантом расширения – 1000– 
1500 долл./кВт [4].
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Некоторые технико-экономические показатели сателлитной ПТУ  
в интеграции с водородным энергетическим комплексом
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УДК 621.039.533.6

Сравнение себестоимости и тарифов на пиковую 
электроэнергию от водородной надстройки на АЭС*

В. А. Хрусталев, А. В. Портянкин

Саратовский государственный технический университет

Использование водорода и кислорода при производстве электро-
энергии на АЭС с водородной надстройкой может дать наибольшую 
экономическую выгоду, если тарифы на пиковую электроэнергию будут 
существенно превышать ее себестоимость.

Для начала произведем расчет себестоимости отпускаемой потреби-
телю электроэнергии на АЭС с водородной надстройкой при следующих 
принятых данных: удельные капиталовложения на АЭС – 1 000 долл./кВт; 
ценовое соотношение руб./долл. за май 2010 г. – 30; номинальная нагруз-
ка блока АЭС – 1000 МВт; пониженная нагрузка блока АЭС – 780 МВт; 
длительность топливного цикла – 300 эфф. сут.; расход электроэнергии 
на собственные нужды – 5%; цена ядерного топлива – 33 200 руб./кг ура-
на; доля постоянных затрат от капиталовложений в АЭС – 8%; мощность 
электролизных установок – 200 МВ т; удельные капиталовложения в 
электролизные установки – 2500 долл./1нм3/ч Н2; удельный расход элек-
троэнергии на электролизеры – 4  кВт∙ч/нм3 Н2; расход электроэнергии 
на собственные нужды водородной надстройки – 5%; затраты в здание 
электролизной установки от капиталовложений – 50%; доля постоянных 
отчислений в реновацию электролизеров от капиталовложений в электро-
лизеры – 20% (принят исходя из того, что срок службы электролизеров не 
более 10 лет); доля постоянных издержек на водородную надстройку от 
капиталовложений – 10%; потери водорода и кислорода при транспорте 
и хранении – 0%; удельные капиталовложения вложения в камеру сгора-
ния – 1,5 тыс. руб./кВт · ч; расстояние от АЭС до мест хранения водорода 
и кислорода – 5 км; затраты на транспорт водорода и кислорода до мест 
хранения – 2 млн долл./км.

Удельные затраты на хранение водорода при давлении 1 МПа в реси-
верах составляют 60–110 долл./нм3 [1], согласно [2] при повышении давле-

*   Статья выполнена при финансовой поддержке РФФИ (гранты 09‑08‑00496 а, 
09‑08‑13533 офи‑ц).
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ния до 6,5 МПа удельные затраты снижаются незначительно. Эти затраты 
учитывают только стоимость хранения в резервуаре, но не учитывают за-
траты на распределительную сеть водорода между резервуарами хранения, 
поэтому удельные затраты могут возрасти в несколько раз. Оценим эти за-
траты примерно в 150 долл./нм3 как для водорода, так и для кислорода.

Себестоимость отпускаемой электроэнергии потребителю в целом 
с АЭС с водородной надстройкой составили 0,69  руб./кВт·ч, а пиковой 
электроэнергии, получаемая только от водородной надстройки, составила 
11,88 руб./кВт · ч. При работе АЭС на пониженной нагрузке (себестоимость 
электроэнергии составляет 0,49 руб./кВт · ч), а себестоимость отпускаемой 
потребителю электроэнергии при работе АЭС с водородной настройкой 
возрастает в целом на 0,2 руб./кВт · ч. Себестоимость дополнительного вы-
сокотемпературного пара составила 14 руб./кг. Удельные капиталовложе-
ния в водородную пристройку составили 5410 долл./кВт дополнительной 
мощности.

Тарифы для населения составят: для Москвы, Санкт-Петербурга, Ир-
кутской области и Чукотского автономного округа 345, 255, 70 и 569 коп./
кВт · ч соответственно.

По сравнению с 2009 г. тарифы на электроэнергию в среднем по Рос-
сийской Федерации для населения выросли на 10%, а для предприятий 
– на 7,6% [3].

Средний одноставочный тариф, приведенный на количество насе-
ления по Российской Федерации составляет 2 228 руб./кВт · ч, или 5,57 
евроцентов за кВт · ч . В Европе средний тариф на электроэнергию со-
ставляет 14,4 евроцента за кВт · ч, или 5,76 руб./кВт · ч при ценовом со-
отношении рубль/евро, равном 40 [3]:

Тарифы на электрическую энергию для населения Саратовской об-
ласти в 2010 году руб./кВт · ч с учетом НДС (на примере городского на-
селения) составляют [3]:

1)	 одноставочный тариф – 2,09(1,46) руб./кВт · ч;
2)	 тариф, дифференцированный по зонам суток:
–	 дневная зона с 7:00 до 23:00 часов – 2,45(1,71) руб./кВт · ч,
–	 ночная зона с 23:00 до 7:00 часов – 0,96(0,96) руб./кВт · ч.
Для дифференцированного тарифа отношение тарифа «дневная 

зона» к «ночной зоне» составляет 2,5–1,8, а тариф «дневная зона» больше 
одноставочного тарифа на 17%.

По данным ОАО «Мосэнергосбыт» [4], в 2008 г. впервые введен мно-
гозоновый тариф и предполагает оплату электроэнергии по трем ставкам: 
«ночь» (с 23:00 до 7:00), «пиковая зона» (с 7:00 до 10:00 и с 17:00 до 
21:00), «полупиковая зона» (с 10:00 до 17:00 и с 21:00 до 23:00). В 2008 г. 
размер ставок по зонам установлен соответственно: «ночь» – 42  коп. 
(электрические плиты) и 59 коп. (газовые плиты); «полупиковая зона» – 
1 руб. 40 коп. (электрические плиты) и 2 руб. (газовые плиты); «пиковая 
зона» – 1 руб. 66 коп. (электрические плиты) и 2 руб. 37 коп. (газовые 
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плиты). Соответствующее тарифное меню было утверждено постановле-
нием Региональной энергетической комиссии города.

Из этих цифр видно, что тариф «полупиковая зона» выше тарифа 
«ночь» в 3,4 раза, а тариф «пиковый» выше в 4 раза.

Если дополнительную мощность, полученную от водородной над-
стройки, продавать отдельно по пиковому тарифу, то все равно в настоя-
щее время пиковый тариф не превышает себестоимость пиковой допол-
нительной мощности 11,88 руб./кВт ∙ ч.

Большая себестоимость пиковой электроэнергии от водородной над-
стройки объясняется высокими удельными капиталовложениями в элек-
тролизные установки, в хранилища водорода и кислорода, их транспорт 
и низким КПД электролизеров.

К тому же следует учитывать базовые причины сравнительно низ-
кой эффективности получения дополнительной мощности на АЭС, т.е. 
низкий коэффициент рекуперации электроэнергии, который составля-
ет 25–27%, низкий срок службы электролизеров (не более 10  лет) и 
относительно высокие затраты на амортизацию (реновацию) оборудо-
вания.

Так, для щелочных электролизеров удельный расход электроэнергии 
составляет 4–6 кВт∙ч/м3 Н2, для электролизеров с твердым полимерным 
электролитом – 3,5–4,5 кВт ∙ ч/м3 Н2, для высокотемпературных электро-
лизеров 2,5–3,5 кВт∙ч/м3 Н2. Однако в последнем случае следует иметь 
в виду необходимость подвода энергии извне (в том числе от АЭС) для 
получения необходимого продукта электролиза – пара.

Тем не менее коэффициент рекуперации энергии при электролизе 
можно увеличить увеличением КПД собственно АЭС. Это достигается 
главным образом существенным, но в допустимых приделах повышени-
ем температуры пара перед ЦВД и ЦНД. Для повышения температуры 
пара требуется больше дополнительного пара, который получается из 
водорода и кислорода, а для этого необходимо увеличить время работы 
электролизных установок или их мощность. Время работы электролиз-
ных установок ограничено ночными, выходными и праздничными сни-
жениями нагрузки в энергосистеме, связанными с диспетчерскими огра-
ничениями. Выбор мощности электролизных установок также сопряжен 
с учетом величины диспетчерских ограничений, которые в различные 
периоды времени различны. Мощность электролизеров в этой связи ре-
комендуется выбираться по следующей формуле:
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Для мощности электролизных установок 200 МВт и времени работы 
2400 ч/год можно обеспечить работу турбоустановки АЭС в пиковой зоне 
графика электрической нагрузки 2100  ч/год только с повышенной тем-
пературой пара перед ЦНД на 14,8°С и дополнительно вырабатываемой 
мощностью 57 МВт.

Снижения капиталовложений в электролизеры, хранилища, транс-
порт водорода и кислорода можно достичь только при широком промыш-
ленном серийном производстве, увеличении единичной мощности и ем-
кости хранения. При маломасштабном и крупномасштабном внедрении 
электролизных установок на АЭС можно спрогнозировать изменение цен 
на электролизеры.

Рассмотрим два варианта (рис.  1) снижения капиталовложений в 
электролизеры:

1.	М аломасштабное снижение цен на электролизные установки 
(3 %) до 2035 г. и уменьшение в два раза с периодом в 10 лет капиталов-
ложений из‑за внедрения новых технологий и материалов.

2.	К рупномасштабное снижение цен (5–10%) до 2035 г.
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Рис.  1.  Динамика изменения удельных капиталовложений на элек-
тролизеры при маломасштабном и крупномасштабном внедрении 
электролизных установок на АЭС: 1 – ежегодное снижение на 3%; 

2 – на 5%; 3 – на 10%
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Из анализа рис. 1 можно сделать вывод, что к 2035 г. капиталовложе-
ния в электролизные установки могут снижаться ежегодно: на 3% – при 
этом удельные капиталовложения могут составить 300 долл./1м3/ч, на 5% 
– 182 долл./1м3/ч, на10% – 50 долл./1м3/ч.

В ближайшие годы срок службы электролизного оборудования дол-
жен быть доведен до срока службы АЭС.

Для иллюстрации эффективности спрогнозируем изменение тари-
фов для Российской Федерации с 2010 по 2020 г. при тарифе на ночную 
электроэнергию в 2010 г. равную 1 руб./кВт ∙ ч. Рост ночного тарифа в 
процентах будет осуществляться следующим образом с 10% в 2010 г. с 
плавным снижением до 3% к 2020 г. и в дальнейшем ежегодный рост та-
рифов будет 3%. Отношение тарифа «полупиковая зона» к тарифу «ночь» 
изменяться не будет и составит 2. Отношение тарифа «пиковая зона» к 
тарифу «ночь» с 2010 г. плавно возрастает к 2020 г. с 2,5 до 7 (рис. 2).
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Рис. 2. Прогноз изменения тарифов с 2010 по 2020 г. для Российской Федера-
ции: 1 – ночной; 2 – полупиковый; 3 – пиковый 

Таким образом, тариф на электроэнергию в 2020 г. может составить 
по зонам: ночная – 2 руб., полупиковая – 4 руб., пиковая – 14 руб.

Пиковый тариф с 2020 г. для всех регионов Российской Федерации 
должен оставаться постоянным и равным 14–15 руб./кВт ∙ ч.

Произведем расчет себестоимости отпускаемой пиковой электро-
энергии от АЭС с водородной надстройкой к 2020 г. при снижении еже-
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годных удельных капиталовложений в электролизеры, хранилища и 
транспорт на 3, 5, 10% и сравним с тарифом на пиковую энергию (рис. 3). 
В расчетах также учитывалась динамика изменения себестоимости элек-
троэнергии в зависимости от цены ядерного топлива.
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Рис. 3. Динамика изменения тарифа и себестоимости пиковой электроэнергии: 1 – се-
бестоимость при снижении удельных капиталовложений на 3%; 2 – себестоимость 
при снижении удельных капиталовложений на 5%; 3 – себестоимость при снижении 

удельных капиталовложений на 10%

Из анализа рис. 3. можно сделать вывод, что через 5–7 лет в зависи-
мости от снижения удельных капиталовложений в водородную надстрой-
ку себестоимость пиковой энергии будет равна пиковому тарифу для Рос-
сийской Федерации. К 2020 г. себестоимость пиковой электроэнергии от 
водородной надстройки будет превышать тариф пиковой электроэнергии 
на 4–8 руб./кВт ∙ ч.

Если рассматривать европейского потребителя пиковой электро-
энергии, к примеру Италию при росте тарифов с 2010 г. 3–5%, то через 
2–3 года себестоимость пиковой электроэнергии, получаемая от водород-
ной надстройки в Российской Федерации, будет выше одноставочного 
тарифа в Италии. К 2020 г. одноставочный тариф в Италии будет равен 
пиковому тарифу в Российской Федерации.
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Таким образом, в ближайшие годы с 2013 г. пиковая электроэнергия, 
вырабатываемая на АЭС с водородной надстройкой, будет конкуренто-
способна в Европе, а с 2016 г. – в России.
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УДК 621.039.533.6

Анализ эффективности производства водорода  
и кислорода различными методами  

с использованием энергии АЭС *  

А. В. Портянкин

Саратовский государственный технический университет

В настоящее время водород в большом количестве производится ме-
тодом риформинга природного газа, а кислород – разделением воздуха. 
Методом электролиза воды водород и кислород получают гораздо реже.

Для определения эффективности производства водорода и кислоро-
да на АЭС (метод электролиза воды) необходимо сначала оценить себе-
стоимость электроэнергии (за счет которой эти продукты производят в 
электролизерах) и затрачиваемое ее количество на водородную пристрой-
ку. Для этого сравним два варианта:

1.	Б лок АЭС с мощностью 1 000 МВт работает с разгрузкой в часы 
ночного провала графика электрической нагрузки.

2.	Б лок АЭС с мощностью 1 000 МВт работает при 100%‑ной на-
грузке.

В этих двух вариантах блоки АЭС условно находятся в разных энер-
госистемах, к первому варианту в дальнейшем можно добавить водород-
ную надстройку.

*   Статья выполнена при финансовой поддержке РФФИ (гранты 09‑08‑00496 а, 
09‑08‑13533 офи-ц).
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Расчеты произведены при следующих принятых данных (табл. 1).
Расчет себестоимости выполнен по общепринятой технико-эконо-

мической методике. Результаты расчетов приведены в (табл. 2).
Таблица 1

Исходные данные для расчета себестоимости электроэнергии

Параметр Значение
Удельные капиталовложения в АЭС, долл./кВт 1000
Ценовое соотношение, руб./долл. 30 (за май 2010 г.)
Номинальная нагрузка блока АЭС, МВт 1000
Пониженная нагрузка блока АЭС, МВт 780
Длительность топливного цикла, эфф. сут/год 300
Расход электроэнергии на собственные нужды, % 5
Цена ядерного топлива, руб./кг урана 33200
Доля постоянных издержек на АЭС от ее капиталовложений, % 8

Таблица 2
Результаты расчетов двух вариантов

Параметр Размерность
Вариант работы АЭС

С разгрузкой Базовая нагрузка
Отпускаемая электроэнергия кВт·ч 6336·106 6840·106

Себестоимость электроэнергии руб./кВт·ч 0,49 0,46

Из анализа табл. 1 можно сделать вывод, что в случае строительства 
водородной надстройки в варианте 2 на нее расходуется 0,46 руб./кВт · ч 
электроэнергии для обеспечения такой же базовой нагрузки АЭС, как и 
в варианте 2.

Себестоимость электроэнергии, отдаваемая на водородную над-
стройку, в дальнейших расчетах будем принимать по варианту 2–0,46 руб./
кВт · ч, так как АЭС работает с номинальной нагрузкой в комплексе с ней, 
а отпускаемая электроэнергия делится на отпуск потребителю и на соб-
ственное (условно) производство водорода и кислорода.

Оценим себестоимость водорода и кислорода по вышерассмотрен-
ным результатам. Расчеты произведем при следующих принятых данных 
(табл. 3).

Таблица 3
Исходные данные для расчета себестоимости водорода и кислорода

Параметр Значение
Мощность электролизных установок, МВт 200
Удельные капиталовложения в электролизные установки,  
долл./нм3/ч Н2

75·103
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Параметр Значение
Удельный расход электроэнергии на электролизеры, кВт∙ч/нм3 Н2 4
Расход электроэнергии на собственные нужды водородной надстрой-
ки, % 5

Доля постоянных издержек на водородную надстройку от капиталов-
ложений, % 10

Доля отчислений в реновацию от капиталовложений в электролизеры, 
%* 20

*Принята исходя из того, что срок службы электролизеров составляет не более 
10 лет.

Для оценки затрат, приходящихся на водород и кислород 99,999% чи-
стоты, полученных электролизом воды, воспользуемся рыночными цена-
ми на них, приведенными в (табл. 4). Поставщиками водорода и кислоро-
да на российском рынке являются ООО Торговой дом «УРАЛКРИОГАЗ», 
Компания «НИИ КМ», ОП ООО «Технические газы» – «Криогенные тех-
нологии», ОАО «Сибтехгаз» и др.

Таблица 4
Рыночные цены на водород и кислород

Наименование Молярная доля компонента, % Цена, руб./кг
Водород
	 технический 99,99 1 100–2 200
	 чистый 99,999 13 300–14 400
	 особо чистый 99,9999 16 600–20 000
	 особо чистый 99,99999 20 000–22 200
Кислород
	 технический 99,7 21–35
	 особо чистый 99,999 240–560

Так как водород и кислород получается из воды (пара) электроли-
зом, то эти цены отнесем к стоимости получения возвратного продукта 
1 кг воды (пара). При горении водорода в кислородной среде образуется 
пар с температурой более 3 000°С, где на водород по массе приходится 
примерно 11,11%, а на кислород 88,88% (физический метод). В среднем 
цена 1 кг пара, получаемая по рыночным ценам из водорода и кислорода 
(чистотой 99,999%) будет 1 900 руб./кг (здесь учтены только цены на во-
дород и кислород). Поэтому цена 1 кг воды (пара) условно будет склады-
ваться из 81% цены водорода и 19% цены кислорода. По этому же прин-
ципу будем оценивать и затраты при электролизе воды, приходящейся на 
водород и кислород (табл. 5).

Окончание табл. 3
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Таблица 5
Результаты расчетов себестоимости на получения водорода и кислорода

Показатель Значение
Количество
Водорода, кг
Кислорода, кг

10,8·106

85,8·106

Затраты на получение водорода и кислорода, руб. 1,17·109

Затраты на получение водорода, руб. 0,95·109

Затраты на получения кислорода, руб. 0,22·109

Себестоимость получения водорода, руб./кг 88
Себестоимость получения кислорода, руб./кг 2,6

По данным Новолипецкого металлургического комбината (НЛМК), 
в 2004 г. введена в эксплуатацию установка по производству водорода ме-
тодом риформинга природного газа мощностью 6 000 м3/час. Стоимость 
всего проекта с импортным оборудованием составила 600 млн руб. [1]. 

По некоторым данным, удельные капиталовложения в установки 
производительностью 22, 80, 600 т Н2/сут будут составлять соответствен-
но 2 257, 1 188, 756 долл./м3/ч водорода.

Плотность газа природных месторождений Саратовской области ко-
леблется в диапазоне 0,586–0,628 кг/м3, а его низшая теплота сгорания 
34,5–35,8 МДж/м3.

Для получения 1 кг водорода методом паровой конверсии потребуется 
3 кг природного газа. Природный газ используется на технологию, поддер-
жание реакции и парообразование [2]. Если принять плотность природного 
газа 0,6 кг/м3, то на 1 м3 водорода потребуется 0,45 м3 природного газа.

Произведем расчет себестоимости производства водорода методом 
паровой конверсии природного газа при следующих исходных данных 
(табл. 6).

Таблица 6
Исходные данные для расчета себестоимости водорода  методом риформинга 

природного газа

Параметр Значение

Производительность установки Н2, нм3/ч 50·103

Удельные капиталовложения в установку по Н2, руб./нм3/ч 30·103

Доля постоянных издержек от капиталовложений в установку, % 10

Цена природного газа (внутренняя цена), руб./1000 м3 3·103

Себестоимость производства водорода методом паровой конверсии 
природного газа составит 2,6 руб./м3(28,9 руб./кг) (только для получения 
водорода чистотой 95–98%).
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Для оценки удельных капиталовложений в воздухоразделительные 
установки воспользуемся данными Новолипецкого металлургического 
комбината, где в 2004 г. введена в промышленную эксплуатацию установ-
ка КААр‑30М, поставленная крупнейшей компанией в России по произ-
водству технологий и оборудования разделения воздуха Криогенмаш. Об-
щая стоимость строительных работ и нового оборудования установки по 
разделению воздуха составила 600 млн руб. [1, 3]. Удельные капиталов-
ложения в воздухоразделительную установку составляют 570 долл./м3/ч 
кислорода.

Произведем расчет себестоимости производства кислорода разделе-
нием воздуха при следующих исходных данных (табл. 7):

Таблица 7
Принятые исходные данные для расчета себестоимости кислорода методом  

разделения воздуха

Параметр Значение

Производительность установки, нм3/ч кислорода 25·103

Доля постоянных издержек от капиталовложений в установку, % 10

Удельный расход электроэнергии по кислороду, кВт∙ч/нм3 О2 0,38

Оценим себестоимость производства кислорода и азота разделением 
воздуха по физическому методу, так как в составе воздуха эти продукты 
имеют по массе наибольшую определяющую долю содержания 75% азо-
та и 25% кислорода, а остальное 0%.

Рыночная цена азота газообразного чистотой 99,999 % составляет  
90–105 руб./м3, следовательно, цена 1 кг воздуха будет 158 руб./кг. В про-
центном отношении цена 1 кг воздуха будет складываться из 37% цены 
азота и 63% цены кислорода, так же будут оцениваться затраты при раз-
делении воздуха.

Себестоимость производства кислорода разделением воздуха со-
ставит 0,56 руб./м3(0,4 руб./кг) (только для получения кислорода 99,5%). 
На мобильных кислородных станциях стоимость получаемого кислорода 
99,5% составляет примерно 2–3 руб./м³.

Для очистки водорода и кислорода применяется метод короткоци-
кловой адсорбцией, где удельные капиталовложения будут составлять 
2000 долл./нм3/ч как для водорода, так и для кислорода [4, 5].

Себестоимость очищенного водорода и кислорода до 99,999% будет 
составлять 5,1 руб./м3(56,7 руб./кг) и 3,06 руб./м3(2,14 руб./кг) соответ-
ственно.

Произведем расчет чистого дисконтированного дохода (ЧДД) и сро-
ка окупаемости рассматриваемых вариантов в ближайшей перспективе 
(горизонт расчета 10 лет и рост цены топлива 3%), результаты приведены 
в табл. 8.
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Таблица 8
Технико-экономические показатели рассматриваемых вариантов

Параметр

1 2

Электролиз воды
Рифор-
минг  

метана
Разделение воздуха

Получаемый продукт Водород Кислород Водород Кислород Азот
Производительность, нм3/ч 50·103 25·103 50·103 25·103 28,5·103

Количество часов работы, 
ч/год 2400 2400 2400

Цена уранового топлива, 
руб./кг 33,2·103 –

Цена электроэнергии,  
руб./кВт·ч 0,46 – 0,46

Цена природного газа, 
руб./1000 м3 – 3·103 – –

Полные капиталовложения, 
млн руб. 5625 – 6427,5 –

Себестоимость, руб./нм3 7,9 3,7 5,1 3,06 0,29
Тариф, руб./нм3 18 9 18 9 1,5
Затраты, млн руб. 1169 815
Выручка, млн руб. 2700 2083
Чистая прибыль, млн руб. 1163 1510
Срок строительства, год 3 3
Срок окупаемости 8 лет 6 месяцев 8 лет
ЧДД, руб. 1303 2300

В данный момент времени (уровень 2010 г.) при внутренних ценах 
на природный газ и себестоимости электроэнергии от АЭС получение 
водорода методом риформинга природного газа и кислорода разделени-
ем воздуха будет экономичней по сравнению с получением их методом 
электролиза воды.

Если учесть, что для получения водорода методом риформинга 
требуется природный газ, который можно продавать за рубеж по цене 
200 (300) долл./1000 м3, то себестоимость очищенного водорода будет 
7,1 руб./м3(78,9 руб./кг). Для получения кислорода разделением воздуха 
электроэнергия берется из энергосистемы по цене 1,5 руб./кВт·ч, тог-
да себестоимость очищенного кислорода будет 3,3 руб./м3(2,3 руб./кг) 
(табл. 9 – сценарий А).
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Таблица 9
Результаты расчетов рассматриваемых вариантов (сценарий А)

Параметр
1 2

Электролиз воды Риформинг 
метана Разделение воздуха

Получаемый продукт Водород Кислород Водород Кислород Азот
Производительность, 
нм3/ч 50·103 25·103 50·103 25·103 28,5·103

Количество часов рабо-
ты, ч/год 2400 2400 2400

Цена уранового топли-
ва, руб./кг 33,2·103 – – –

Цена электроэнергии, 
руб./кВт·ч 0,46 – 1,5

Цена природного газа, 
руб./1000 м3 – 6·103(9·103) – –

Полные капиталовложе-
ния, млн руб. 5625 6427,5

Себестоимость,  
руб./нм3 7,9 3,7 7,1(7,8) 3,3 0,42

Тариф, руб./нм3 18 9 18 9 1,5
Затраты, млн руб. 1169 1001(1163)
Выручка, млн руб. 2700000000 2083
Чистая прибыль,  
млн руб. 1163 1369(1246)

Срок строительства, год 3 3
Срок окупаемости 8 лет 6 месяцев 8 лет 6 месяцев (9 лет)
ЧДД, млн руб. 1303 1545(880)

При ценах на природный газ в 300 долл./1000 м3 вариант 1 будет не-
много эффективней варианта 2 (сценарий А).

В ближайшей перспективе (через 3–5 лет) цена природного газа в 
Европе возрастет до 500 долл./1000 м3, а цена урана в Российской Фе-
дерации – до 60  тыс.  руб./кг (при условии, что удельные капитальные 
затраты останутся постоянными) (табл. 10 – сценарий Б).

Таким образом, из анализа табл. 10 видно, что для сценария Б производ-
ство водорода и кислорода на АЭС методом электролиза воды с 2013–2015 гг. 
будет эффективней, чем производство водорода и кислорода по варианту 2.

Произведенный водород и кислород с использованием энергии АЭС 
методом электролиза воды в перспективе должен использоваться для по-
вышения номинальной мощности АЭС и ее КПД. Такое использование 
водорода и кислорода повысит эффективность АЭС в целом.
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Таблица 10
Результаты расчетов рассматриваемых вариантов (сценарий Б)

Параметр

1 2

Электролиз воды
Рифор-
минг  

метана
Электролиз воды

Получаемый продукт Водород Кислород Водород Кислород Азот
Производительность, 
нм3/ч 50·103 25·103 50·103 25·103 28,5·103

Количество часов работы, 
ч/год 2400 2400 2400

Цена уранового топлива, 
руб./кг 60000 –

Цена электроэнергии, 
руб./кВт·ч 0,52 – 2,3

Цена природного 
газа,·руб./1000 м3 – 15·103 – –

Полные капиталовложе-
ния, млн руб. 5625 6427,5

Себестоимость, руб./нм3 8,1 3,8 10,5 3,5 0,52
Тариф, руб./нм3 21,5 10,7 21,5 10,7 1,8
Затраты, млн руб. 1200 1505
Выручка, млн руб. 3222 3345
Чистая прибыль, млн руб. 1537 1398
Срок строительства, год 3 3
Срок окупаемости 7 лет 8 лет 4 месяца
ЧДД, млн руб. 3331 1701

Проведенный расчетный анализ эффективности производства водо-
рода и кислорода с использованием энергии АЭС и другими методами 
показал, что использование водородной надстройки на АЭС для реализа-
ции электролиза воды с  2013–2015 гг. может быть эффективней приме-
нения заменяемых установок получения водорода методом риформинга 
природного газа и кислорода методом разделения воздуха.
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Оценка капвложений  
в паротурбинный водородный комплекс  

на базе влажно‑паровых АЭС*

А. Н. Егоров

Отдел энергетических проблем Саратовского научного центра РАН

В ближайшие несколько десятилетий главную роль в обеспече-
нии энергетической безопасности и стабильности в нашей стране будет 
играть тепловая и атомная энергетика. Развитие атомной энергетики в 
России предусматривает существенное увеличение доли АЭС в энерго-
системах страны, в особенности в ее европейской части. Это приводит к 
необходимости решения ряда вопросов – повышения системной эффек-
тивности использования АЭС в условиях переменных графиков электри-
ческих нагрузок [1].

Использование водородных технологий на АЭС позволяет решить 
основные проблемы, связанные с эффективной эксплуатацией объектов 
атомной энергетики [2]. Приоритетным направлением развития водород-
ных технологий на АЭС является использование паротурбинного водо-
родного комплекса на базе влажно-паровых АЭС. Поэтому необходимы 
оценка и обоснование достижимых уровней экономической эффективно-
сти основных элементов паротурбинного водородного комплекса и капи-
тальных вложений в них.

Капитальные вложения в паротурбинный водородный комплекс 
включают в себя вложения в электролизные установки, в систему ком-
примирования, систему хранения водорода и кислорода, водород-кисло-
родный парогенератор, пиковую часть паротурбинной установки.

Общее выражение для расчета капвложений в паротурбинный водо-
родный комплекс:

	 ,	 (1)

*   Работа выполнена при финансовой поддержке РФФИ (грант 11‑08‑00052‑а).
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где КЭУ – капвложения в электролизные установки; Кк – капвложения в 
компримирующие установки; Кх  – капвложения в систему хранения во-
дорода и кислорода; КПГ  – капвложения в водород-кислородный пароге-
нератор; КПТУ – капвложения в модернизацию паротурбинной установки.

Определение капитальных вложений в электролизные установки:

	 ,	 (2)

  
 

2Hd   

 
2HW    
  

  

Определение капитальных вложений в систему компримирования 
водорода и кислорода:

	
,
	 (3)

      

   
  

 
   

 
    

Определение капитальных вложений в систему хранения водорода 
и кислорода [3]:

	 ,	 (4)

где ,  – удельные капвложения в систему хранения водорода и кис-
лорода, руб/м3; ,  – плотность водорода и кислорода при рабочем 
давлении системы хранения (4,2 МПа), кг/м3.
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Определение приведенных капвложений с учетом увеличения тепло-
вой мощности водород-кислородного парогенератора проведено на ос-
нове степенной аппроксимирующей зависимости с показателем степени 
b = 0,8:

	
,
	 (5)

где , – приведенные и базовые капвложения в водород-кислород-
ный парогенератор, руб/кВт; ,  – тепловая мощность и базовая 
тепловая мощность водород-кислородного парогенератора, кВт; QПГ – 
тепло, вносимое 1 кг водородного пара, кДж/кг.

Оценка удельных капвложений в пиковую часть паротурбинной 
установки производилась аналогично оценке капвложений в водород-
кислородный парогенератор:

	 	 (6)

где ,  – приведенные и базовые капвложения в паротурбинную 
установку, руб/кВт;  – работа паротурбинной установки с учетом во-
дородного перегрева, кДж/кг; ,  – базовая и пиковая работа паро-
турбинной установки соответственно, кДж/кг; ηмг – кпд механический 
генератора; ηэг – кпд электрический генератора;  – мощность тур-
боустановки с учетом водородного перегрева, кВт;  – номинальная 
(базовая) мощность турбоустановки, кВт;  – пиковая мощность тур-
боустановки, кВт.

Капитальные вложения в паротурбинную установку выражаются в 
виде ее технической модернизации. Турбина типа К‑1000‑60/1500 име-
ет форсировочный диапазон, равный 0–10% от номинальной мощности. 
Поэтому если пиковая мощность не превышает 10%, то модернизация 

=

×

×

×

×
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турбины не требуется, следовательно, соответствующие капвложения не 
учитываются при расчете технико-экономических показателей.

Определение удельных капитальных вложений в паротурбинный во-
дородный комплекс, отнесенных к единице пиковой мощности, руб/кВт:

	 . 	 (7)

Проведем расчет капитальных вложений в паротурбинный водород-
ный комплекс для различных схем подвода тепла к острому пару.

1.	 Подвод дополнительного тепла к острому пару с вытеснением се-
парации.

Перегрев острого пара выше температуры насыщения осуществля-
ется в специальной камере, в которой происходит смешение высокотем-
пературного водородного пара, образующегося в результате сгорания 
водорода в кислороде, и пара, поступающего от паропроизводящей уста-
новки энергоблока. При этом происходит смещение процесса расшире-
ния вправо, что означает снижение влажности пара на выходе из ЦВД 
турбоустановки. Таким образом, при достижении определенного значе-
ния температуры острого пара произойдет полное вытеснение сепара-
ции. Снижение количества сепарируемой влаги приводит к росту кпд и 
мощности турбоустановки.

Необходимый расход водорода на перегрев острого пара до заданной 
температуры t1 (энтальпии h1 , кДж/кг), кг/с:

	 ,	 (8)

 0D   0h   
 0t    

 

 
 0t  

2Hd

Зависимость капвложений в паротурбинный водородный комплекс 
от температуры острого пара представлена на рис. 1.
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Рис. 1. Зависимость капвложений в паротурбинный водородный комплекс 
от температуры острого пара: К – капвложения в паротурбинный водо-
родный комплекс; КПТУ – капвложения в модернизацию турбоустановки; 
КЭУ – капвложения в электролизные установки; Кх – капвложения в си-

стему хранения

Зависимость удельных капвложений в паротурбинный водородный 
комплекс от температуры острого пара представлена на рис. 2.

2.	 Подвод тепла к острому пару с вытеснением первой ступени про-
межуточного перегрева.

Дальнейшее увеличение температуры острого пара приводит к вы-
теснению первой ступени промежуточного пароперегревателя. При этом 
возрастает мощность турбоустановки за счет снижения расхода пара, 
отбираемого на промперегрев. Результаты расчета необходимого расхо-
да водорода на перегрев острого пара до температур в диапазоне 372,3–
422,3°С представлены в табл. 2.

Таблица 2
Расход водорода в зависимости от температуры острого пара

2Hd

Зависимость капвложений в паротурбинный водородный комплекс 
от температуры острого пара представлена на рис. 3.

КПТУ КЭУ КхК

К, млн руб.
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Рис. 2. Зависимость удельных капвложений в паротурбинный водород-
ный комплекс от температуры острого пара
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Рис. 3. Зависимость капвложений в паротурбинный водородный комплекс 
от температуры острого пара (условные обозначения см. на рис. 1).
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Зависимость удельных капвложений в паротурбинный водородный 
комплекс от температуры острого пара представлена на рис. 4.

3.	 Подвод тепла к острому пару с вытеснением второй ступени про-
межуточного перегрева.
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Рис. 4. Зависимость удельных капвложений в паротурбинный водород-
ный комплекс от температуры острого пара

Увеличение температуры острого пара выше 432,3°С приводит к 
вытеснению второй ступени промежуточного пароперегревателя, что 
приводит к росту мощности турбоустановки. Результаты расчета необхо-
димого расхода водорода на перегрев острого пара до температур в диа-
пазоне 432,3–472,3°С представлены в табл. 3.

Таблица 3
Расход водорода в зависимости от температуры острого пара

2Hd

 

 



0

2000

4000

6000

8000

10000

12000

14000

430 440 450 460 470 480

К Кпту Кэу Кх

К, млн.руб

t1, 
0C

Рис. 5. Зависимость капвложений в паротурбинный водородный комплекс 
от температуры острого пара (условные обозначения см. на рис. 1).
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Рис. 6. Зависимость удельных капвложений в паротурбинный водород-
ный комплекс от температуры острого пара
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Как видно из рис.  1, при изменении температуры острого пара в 
диапазоне 282,3–303°С зависимость капитальных вложений в паротур-
бинный водородный комплекс имеет практически линейный характер. 
Однако в случае действующих АЭС использование форсировочных воз-
можностей обычно ограничено, поэтому данный случай редко применя-
ется на практике. Дальнейшее увеличение температуры острого пара в 
диапазоне 303–372,3°С приводит к скачкообразному росту капвложений, 
вызванному учетом капвложений в пиковую часть паротурбинной уста-
новки. Видно также, что значительную часть занимают капвложения в 
паротурбинную установку.

Как видно из рис. 2, капвложения в паротурбинный водородный ком-
плекс с увеличением температуры острого пара до 303°С незначительно 
снижаются. При увеличении температуры острого пара выше 303°С про-
исходит скачкообразный рост удельных капвложений, а затем их снижение.

Из рис.  2 и 3 следует, что дальнейшее увеличение температуры 
острого пара в диапазоне 372,3–472,3°С приводит к практически ли-
нейному росту капвложений в паротурбинный водородный комплекс. 
Соответственно максимум капвложений достигается при максимальной 
температуре острого пара (472,3°С). Кроме того, капвложения в электро-
лизные установки и компримирующие установки с повышением темпе-
ратуры острого пара возрастают незначительно, в отличие от капвложе-
ний в паротурбинную установку.

Как видно из рис. 4 и 6, дальнейшее увеличение температуры остро-
го пара приводит к снижению удельных капвложений в паротурбинный 
водородный комплекс. Это связано со снижением удельных капвложений 
в пиковую часть паротурбинной установки, а также незначительным ро-
стом капвложений в электролизные установки, систему хранения и ком-
примирования. При этом темп роста пиковой мощности остается практи-
чески неизменным.

Выводы

1.	 Приведены расчетные зависимости для определения капитальных 
вложений в основные элементы паротурбинного водородного комплекса.

2.	 По изложенной методике определены капитальные вложения в ос-
новные элементы паротурбинного водородного комплекса в зависимости 
от температуры острого пара. Расчет показал, что увеличение температуры 
острого пара за счет водородного перегрева приводит к линейному росту 
капвложений во всем диапазоне изменения температуры острого пара.

3.	А нализ зависимости удельных капвложений в паротурбинный 
водородный комплекс от температуры острого пара показал, что эконо-
мически целесообразно увеличение температуры острого пара. При этом 
увеличение температуры острого пара приводит к снижению удельных 
капвложений.
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Особенности режимов электропотребления  
и покрытия графиков электрической нагрузки ОЭС 

европейской части России*

М. В. Гариевский

Отдел энергетических проблем Саратовского научного центра РАН

Одной из важнейших особенностей энергетического производства 
является жесткая зависимость режима работы электрических станций 
от режима потребления электроэнергии. Режим электропотребления 
изменяется под влиянием различных факторов: технологических осо-
бенностей производства, сменности работы, климатических факторов 
и др.

Объемы электропотребления и максимум нагрузки в целом по 
ЕЭС России за последние 19 лет не превысили уровень 1990 г., однако 
в ОЭС Центра и ОЭС Северо-Запада уровень потребления мощности 
2009  г. превысил исторический максимум. Динамика изменения по-
требления электроэнергии и мощности по ЕЭС России представлена 
на рис. 1 [1].

В течение девяти месяцев 2009 г. среднее снижение объемов потре-
бляемой электроэнергии по ЕЭС России составило 7,0%. В четвертом 
квартале 2009  г. наблюдалось значительное увеличение электропотре-
бления. В ноябре и декабре 2009 г. отмечен прирост потребления элек-
троэнергии по ЕЭС России относительно аналогичного периода 2008 г. 
на 2,5% и 4,7% соответственно. В декабре 2009 г. объем потребляемой 
электроэнергии практически достиг уровня декабря 2007  года. В итоге 
снижение годового объема электропотребления составило 4,7% к факту 
2008 года. Динамика потребления электроэнергии в ЕЭС России по меся-
цам 2007, 2008 и 2009 гг. представлена на рис. 2.

*   Работа выполнена при финансовой поддержке РФФИ (грант 11‑08‑00052 а).



120

125

130

135

140

145

150

155

160

1990 1991 1992 1993 1994 1995 1996 1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009
700

750

800

850

900

950

1000

1050

1100
тыс. МВт

млрд. кВт.ч

тыс. МВт

Рис. 1. Динамика изменения потребления электроэнергии и мощности по ЕЭС России

65

70

75

80

85

90

95

100

105

янв. февр. март апр. май июнь июль авг. сент. окт. нояб. дек.

млрд.кВт·ч

2008

2009

2007

Рис. 2. Динамика потребления электроэнергии в ЕЭС России по месяцам 2007–2009 гг.

млрд кВт·чтыс. МВт

млрд кВт·ч

Январь Февраль Март Апрель Май Июнь Июль Август Сентябрь Октябрь Ноябрь Декабрь



91

Суточные графики электрической нагрузки отличаются значитель-
ной неравномерностью (рис.  3). Например, для энергосистем европей-
ской части России включающей ОЭС Средней Волги, Северо-запада, 
Центра и Юга, суточная неравномерность колеблется от 16 до 30% мак-
симальной нагрузки [1].

3 

по европейской части России – 81 697 МВт. 

Количество часов использования суточного максимума нагрузки суммарно 

по энергосистемам европейской части России в характерные дни 2009г. изменя-

лось от 21,1 до 21,6 ч/сут, плотность графиков нагрузки – от 0,880 до 0,90, коэф-

фициенты суточной неравномерности – от 0,727 до 0,776. Недельная неравно-

мерность составила: зимой – 0,93, летом – 0,898, сезонная неравномерность – 

0,646 (табл. 1). 

Снижение внепиковой ночной мощности, равное полупиковому диапазону 

регулирования нагрузки, в суточном максимуме занимает от 10 до 27%, а про-

должительность провала нагрузки составляет от 6,1 до 8,5 ч/сут (см. табл. 1). 
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Количество часов использования суточного максимума нагрузки 
суммарно по энергосистемам европейской части России в характерные 
дни 2009г. изменялось от 21,1 до 21,6 ч/сут, плотность графиков нагрузки 
– от 0,880 до 0,90, коэффициенты суточной неравномерности – от 0,727 
до 0,776. Недельная неравномерность составила: зимой – 0,93, летом – 
0,898, сезонная неравномерность – 0,646 (табл. 1).

Снижение внепиковой ночной мощности, равное полупиковому диа-
пазону регулирования нагрузки, в суточном максимуме занимает от 10 до 
27%, а продолжительность провала нагрузки составляет от 6,1 до 8,5 ч/сут 
(см. табл. 1).

Таблица 1
Показатели суточного графика нагрузки электропотребления ОЭС в 2009г.
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Данные, характеризующие использование установленной мощности 
электростанций ЕЭС России в разрезе ОЭС за период 2008–2009 гг., при-
ведены в табл. 3.

Таблица 3
Коэффициенты использования установленной мощности электростанций по 

ЕЭС России и ОЭС в 2008 г. и 2009 г., % [1]

Энергообъединения
2008г. 2009г.

ТЭС ГЭС АЭС Блок 
станций ТЭС ГЭС АЭС Блок 

станций
ОЭС Центра 49,5 22,1 77,1 60,7 42,9 25,5 80,2 61,3
ОЭС Средней Волги 44,8 37,6 89,3 50,3 40,1 38,3 89,3 50,7
ОЭС Северо-Запада 43,9 53,9 75,9 48,9 43,2 55,0 72,1 45,7
ОЭС Юга 52,9 42,2 92,4 31,5 47,7 43,1 95,0 26,3
ОЭС Урала 66,7 39,0 77,5 74,0 62,8 36,7 76,5 71,7
ОЭС Сибири 57,4 42,1 – 47,0 48,7 45,6 – 44,9
ОЭС Востока 40,3 28,5 – 18,4 37,8 35,3 – 20,3
ЕЭС России 54,6 40,3 79,6 55,4 49,4 42,9 80,3 53,8

Доля выработки электроэнергии по типам электростанций в процен-
тах от общей выработки в 2009 г. представлена в табл. 4.

Таблица 4
Доля выработки электроэнергии по типам электростанций, % [1]

Энергообъединения ТЭС ГЭС АЭС Электростанции пром. предприятий
ОЭС Центра 55,8 1,6 37,0 5,6
ОЭС Средней Волги 47,0 20,7 28,5 3,8
ОЭС Северо-Запада 40,5 14,3 37,3 7,9
ОЭС Юга 56,5 29,8 12,0 1,7
ОЭС Урала 90,1 2,5 1,7 5,7
ОЭС Сибири 48,9 45,8 5,2 –
ОЭС Востока 64,7 35,3 – –

Окончание табл. 2
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Проведенные исследования позволили сделать следующие выводы.
1.	 Суточные графики электрической нагрузки электропотребления 

за рассматриваемые годы имеют четко выраженный глубокий ночной 
провал и относительно небольшой обеденный провал, конфигурация их 
стабильна и по годам различается незначительно.

2.	А нализ суточных графиков нагрузки электропотребления энерго-
систем европейской части страны показал, что суточная неравномерность 
колеблется от 16 до 30% максимальной нагрузки, в том числе пиковая на-
грузка составляет 2÷11%, внепиковая (равная полупиковому диапазону 
регулирования нагрузки) – 10÷27%. Продолжительность суточного про-
вала нагрузки составляет зимой 5÷8 ч/сут, летом – 5÷10 ч/сут, число часов 
использования пиковой нагрузки колеблется от 4 до 6 ч/сут.
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Об учете затрат энергии на топливо  
для теплоэнергетических установок

Р. А. Ильин

Отдел энергетических проблем Саратовского научного центра РАН

Проблема эффективного использования органического топлива – 
главная в теплоэнергетике [1–22]. В работах [3, 4, 10, 11] предлагается 
оценивать эту эффективность в целом для топливно-энергетического ком-
плекса (ТЭК), т.е. для системы «топливо-теплоэнергетические установки 
(ТЭС)» (табл. 1).

Таблица 1
Затраты топлива (природного газа) на добычу, переработку  

и транспортировку газа (2004–2008 гг.)

№ 
п/п Показатели

Год

2004 2005 2006 2007 2008

1 Добыча газа, млрд м3 652,4 659,6 662,7 665,8 673,0

2 Потребление газа при извлечении, 
млрд м3 35,9 36,3 36,5 36,6 37,0
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№ 
п/п Показатели

Год

2004 2005 2006 2007 2008

3 Потребление газа при извлечении, % 5,5 5,5 5,5 5,5 5,5

4 Потребление газа при сборе и подготов-
ке, млрд м3 9,8 9,9 9,9 10,0 10,1

5 То же, % 1,5 1,5 1,5 1,5 1,5

6 Потребление газа при переработке, 
млрд м3 26,2 26,4 26,5 26,6 26,9

7 То же, % 4,0 4,0 4,0 4,0 4,0

8 Потребление газа при транспортировке, 
млрд м3 84,8 85,8 86,1 86,6 87,5

9 То же, % 13,0 13,0 13,0 13,0 13,0

10 Всего по пп. 2, 4, 6, 8, млрд м3 156,7 157,5 159,04 159,8 161,5

11 То же, % от добычи 24,0 24,0 24,0 24,0 24,0

Вследствие этого возникает необходимость в оценке затрат на «соз-
дание топлива» для теплоэнергетических установок. Это позволит оце-
нивать эффективность использования топлива в ТЭК в целом.

Затраты на создание топлива отсутствуют в нетопливных теплоэнер-
гетических установках (солнечные, геотермальные, океанские и др.). Они 
имеют преимущество перед топливными ТЭС по данному параметру. Это 
преимущество является важным и должно использоваться при сравнении 
эффективности систем «топливо – теплоэнергетические установки» и 
«нетопливные теплоэнергетические установки».

В данной работе на основании источников [5–22] выполнена оценка 
затрат топлива на добычу, переработку и транспортировку топлива (при-
родного газа и нефти) в Российской Федерации за период 2004–2008 гг. 
По этим данным составлены табл. 1 и 2 в физических и относительных 
величинах для газа и нефти. Из представленных данных видно, что ука-
занные относительные затраты достаточно велики: для газа – около 24% 
от общей добычи, для нефти – 18%.

Финансовые данные, представленные в табл.  3, подтверждают до-
статочно высокий уровень затрат на добычу, переработку и транспорти-
ровку топлива.

Для энергетической оценки эффективности использования топлива в 
ТЭК можно предложить коэффициент

	 ηтэк = ηтопл · ηтэс, 	 (1)

Окончание табл. 1
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где ηтопл – коэффициент затрат энергии на «создание топлива» (в соот-
ветствии с табл. 1 и 2 он может быть принят в настоящее время для газа 
0,76, для нефти 0,82), ηтэс– КПД преобразования тепловой энергии в элек-
трическую на ТЭС.

При величине ηтэс = 0,32–0,55 для различных видов топливных ТЭС 
(ГТУ, ДВС, ПГУ) по (1) получим пределы величин ηтэк:

для газа ηтэк = 0,26–0,45,
для нефти ηтэк = 0,28–0,49.

Таблица 3
Финансовые затраты на добычу (Д), переработку (П) и транспортировку (Т) 

топлива (2004–2008 гг.)

№ 
п/п Показатели

Год

2004 2005 2006 2007 2008

1 Добыча газа, руб. 0,767 · 1012 0,886 · 1012 1,181 · 1012 1,236 · 1012 1,447 · 1012

2 Затраты на Д, П, 
Т, руб. 0,201 · 1012 0,212 · 1012 0,282 · 1012 0,302 · 1012 0,343 · 1012

Таблица 2
Затраты топлива (нефти) на добычу, переработку и транспортировку  

нефти (2004–2008 гг.)

№ 
п/п Показатели

Год
2004 2005 2006 2007 2008

1 Добыча нефти, млн т 440,0 470,0 480,0 491,8 493,0
2 Потребление нефти при извлечении, 

млн т 20,2 21,6 22,1 22,6 22,7

3 То же, % 4,6 4,6 4,6 4,6 4,6
4 Потребление нефти при сборе и под-

готовке, млн т 5,2 5,6 5,7 5,9 6,0

5 То же, % 1,2 1,2 1,2 1,2 1,2
6 Потребление нефти при переработке, 

млн т 16,3 17,4 17,8 18,2 18,2

7 То же, % 3,7 3,7 3,7 3,7 3,7
8 Потребление нефти при транспортиров-

ке, млн т 38,1 40,9 41,7 42,7 42,9

9 То же, % 8,7 8,7 8,7 8,7 8,7
10 Всего по пп. 2, 4, 6, 8, млн т 79,8 85,5 87,3 89,4 88,9
11 То же, % 18,2 18,2 18,2 18,2 18,2
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№ 
п/п Показатели

Год

2004 2005 2006 2007 2008

3 Затраты на Д, П, 
Т, % 26,2 23,9 23,8 24,4 23,7

4 Добыча нефти, 
руб. 3,127 · 1012 4,406 · 1012 5,875 · 1012 6,338 · 1012 6,426 · 1012

5 Затраты на Д, П, 
Т, руб. 0,560 · 1012 0,803 · 1012 1,065 · 1012 1,131 · 1012 1,168 · 1012

6 То же, % 17,9 18,2 18,1 17,8 18,2

Таким образом, в целом по ТЭК эффективность использования то-
плива невелика. Дополнительные сведения получены и приведены в 
табл. 4 по изменению экономических показателей топливной части ТЭК 
за период с 2004 г. по 2008 г. Однако приведенные выше данные по энер-
гетической оценке эффективности ТЭК не изменились.

Таблица 4
Изменение экономических показателей топливной части ТЭК  

за 5 лет (2004-2008 гг.)

Параметры Показатели
Увеличение добычи топлива, раз:
	 нефти 1,12
	 газа 1,32
Увеличение стоимости добытого топлива, раз:
	 нефти 2,05
	 газа 1,90
Увеличение финансовых затрат на добычу, пере-
работку и транспортировку топлива, раз:
	 нефти 2,08
	 газа 1,7
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Экономия топлива на отопительных ТЭЦ  
с промежуточным перегревом пара

Ю. М. Хлебалин

Саратовский государственный технический университет

Применение промежуточного перегрева пара на отопительных ТЭЦ 
позволяет уменьшить влажность пара в последних ступенях турбин, 
повысить КПД частей низкого давления с увеличением мощности бло-
ков [1].

В СССР промежуточный перегрев пара осуществлялся на турбинах 
Т‑250‑240 и Т‑180‑130, а на турбинах меньшей мощности Т‑50‑130 и 
Т‑100‑130 он не внедрялся из-за отсутствия котлоагрегатов с промпере-
гревом необходимой производительности.

В настоящее время в [1] проведены исследования конструкции и 
расчеты тепловой схемы турбин Т‑130/130–12,8 с промперегревом пара 
с котлами Еп‑270‑140‑545/545 производительностью 270 т/ч, сжигающих 
каменные угли (два котла на одну турбину).

Экономическая эффективность по топливу новой турбины с котель-
ными агрегатами оценивалась по устаревшему физическому методу.

В России физический метод расчета технико-экономических пока-
зателей ТЭЦ заменен на метод ОРГРЭС, основанный на энергоценности 
отборного пара от турбин при отпуске теплоты потребителям [2].

В данной статье выполнены исследования по оценке эффективно-
сти применения промперегрева пара на отопительных ТЭЦ с турбинами 
Т‑130/130‑12,8 методом ОРГРЭС при сравнении комбинированной схемы 
(ТЭЦ) с раздельной схемой (КЭС+РК).

Принципиальная тепловая схема ТЭЦ с турбиной Т‑130/130‑12,8 и 
ее технические характеристики приняты согласно [1]. Расчеты тепловой 
схемы турбины Т‑130/130‑12,8 с котлами Еп‑270‑140 и пиковым котлом 
КВ‑ГМ‑180 выполнены для трех режимов работы ТЭЦ: максимально-
зимнего (м.з.р.), средне-зимнего (с.з.р.) и летнего (л.р.).

Исходные данные для ТЭЦ с турбиной Т‑130/130‑12,8:
–	 номинальная электрическая мощность Nэ = 130 МВт;
–	 начальные параметры пара: давление Ро = 12,8 МПа, температура 

tо = 540°С;
–	 параметры промперегрева: давление Рпп = 3,0 МПа, температура 

tпп = 540°С;
–	 температура питательной воды tпв=231°С;
–	 давление пара в конденсаторе турбины Рк = 0,004 МПа;
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–	 тепловая мощность блока (турбина + пиковый котел) при расчет-
ной температуре воздуха Qр 

т  = 350 МВт, турбины – 199,5 МВт от пиково-
го котла – 150,5 МВт;

–	 коэффициент теплофикации aТЭЦ = 0,57;
–	 температурный график сети tпр/tобр = 130/70°С (tпр и tобр – темпе-

ратура сетевой воды в прямом и обратном трубопроводах);
–	 температура наружного воздуха для г.  Саратова принята: для 

м.з.р. tр 
н  =–25°С; с.з.р. tн =–5°С; л.р. tн = +8°С.

При построении процесса расширения пара в турбине в h‑s диаграм-
ме по всем режимам работы ТЭЦ учитывались изменения КПД отсеков 
проточной части, давления в регулируемых и нерегулируемых отборах 
пар, потери давления от дросселирования пара в регулирующих органах 
и в тракте промперегрева.

Учитывались также потери теплоты всеми подогревателями в окру-
жающую среду, потери механические и генератора, внутристанционные 
потери и потери собственных нужд станции.

В результате расчета тепловой схемы отопительной ТЭЦ с турбиной 
Т‑130/130‑12,8 по методике ОРГРЭС получены следующие технико-эко-
номические показатели:

–	 удельный расход топлива на производство электрической энер-
гии вэо, кг/(кВт·ч) – м.з.р. – 0,271, с.з.р. – 0,25, л.р. – 0,311;

–	 удельный расход топлива на производство тепловой вто, кг/ГДж – 
для для м.з.р. – 36,47, с.з.р. – 26,87, л.р. – 29,76.

Среднегодовые удельные расходы топлива на продукцию отопитель-
ной ТЭЦ оцениваем по формулам:

по производству электроэнергии:

	

, 	 (1)

по производству тепловой энергии:

	

, 	 (2)

где nмзр, nсзр, nлр – продолжительность режима в году, ч/г.
Подставив длительность каждого режима в году: nмзр = 1 000 ч/год, 

nсзр  =  3  680  ч/г, nлр  =  3  980  ч/г и соответствующие значения удельных 
расходов топлива каждого режима вэо и вто в формулы (1) и (2), получим: 
среднегодовой удельный расход топлива на производство электроэнер-
гии вг 

эо  = 0,278 кг/(кВт · ч) и по производству теплоты вг 
то  = 32 кг/ГДж  

(134 кг/Гкал).
В результате замены физического метода расчета технико-эконо-

мических показателей ТЭЦ на метод ОРГРЭС отпадает искусственное 
разделение производства электроэнергии по теплофикационному и кон-

в
в

в
в в в

в в
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денсационному режимам. В настоящее время технико-экономические по-
казатели ТЭЦ оценивают по общему объему отпущенной электроэнергии 
и теплоты потребителям.

Экономию топлива от комбинированного производства электроэнер-
гии и теплоты на энергоблоке с турбиной Т‑130/130‑12,8 с промперегре-
вом сравнивают с раздельной схемой выработки электроэнергии на заме-
щаемой КЭС и теплоты в районной котельной (РК) по формуле [3]:

	
,	 (3)

где Эг, Qг – годовой отпуск электроэнергии и теплоты от ТЭЦ, МВт/год; 
вкэс, вг 

эо  – годовые удельные расходы условного топлива на отпуск элек-
троэнергии от КЭС и от турбины Т‑130/130‑12,8, кг/(кВт · ч); врк, в

г 
то  – 

годовые удельные расходы топлива на отпуск теплоты от РК и турбины 
Т‑130/130‑12,8, кг/ГДж; dВпот – потери условного топлива при транспорте 
продукции по тепловым и электрическим сетям, т у.т./г.

Годовое количество отпущенной электроэнергии от ТЭЦ при числе 
часов использования установленной мощности τэ 

и  = 6 000 ч/г составит 
Эг = Nэ·τ

т 
и  = 130 · 103 · 6 000 = 780 · 106 кВт · ч/г.

Годовой отпуск теплоты от ТЭЦ при количестве часов использова-
ния установленной тепловой мощности τэ 

и   =  4  000  ч/г составит: Qг  =   
= Qр 

е ·τэ 
и  = 350 · 1,163 · 4 000 = 1 628,2 · 103 Гкал/г.

Приняв удельные расходы топлива по электроэнергии от замещае-
мой КЭС вкэс = 0,315 кг/(кВт · ч) и удельный расход топлива по отпуску 
теплоты от РК врк = 180 кг/Гкал, получим экономию топлива в комбини-
рованной схеме (ТЭЦ с турбиной Т‑130/130‑12,8) по сравнению с раз-
дельной схемой (КЭС+РК)

ΔВ = 780 · 106(0,315 – 0,278) + 1 628,2 · 103(180–134) =  
= 103,75 · 103 т у.т./г.

С учетом потерь в тепловых и электрических сетях в размере 10% от 
экономии топлива ΔВ получим системную экономию условного топлива 
ΔВс = 93,38 т у.т./г.

Выводы

1.	В недрение турбин Т‑130/130‑12,8 с промежуточным перегревом 
пара на отопительных ТЭЦ является актуальным направлением повы-
шения эффективности новых электростанций, работающих на твердом 
топливе.

2.	Т ехнико-экономические расчеты экономии топлива в системе 
комбинированной (ТЭЦ) и раздельной схемы (КЭС+РК) выполненные 
по методике ОРГРЭС свидетельствуют о высокой рентабельности ото-
пительных ТЭЦ с промежуточным перегревом пара.

в в в в
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Обеспечение электрической и теплотой энергией в современном 
мире является основой благосостояния и развития общества любого го-
сударства. Стабильность существования и возможность работы различ-
ных областей деятельности населения определяются в первую очередь 
безопасностью и надежностью систем энергетики. В этих условиях в на-
шей стране наметилась тенденция к строительству источников электро- 
и теплоснабжения с использованием газотурбинных установок (ГТУ) и 
газопоршневых двигателей (ГПД).

Основной задачей малых ТЭЦ (МТ) является надежное обеспечение 
теплотой и электроэнергией отдельных жилых микрорайонов городов, по-
селков и промышленных предприятий. Электростанции такого типа об-
ладают рядом преимуществ: 1) благодаря компактности установки сокра-
щаются объемы капитального строительства и стоимость сооружения на 
25% и более по сравнению с паротурбинными ТЭЦ; 2) размеры площадки 
малой ТЭЦ дают возможность приблизить ее к потребителю, сократить 
коммуникации – тепловые и электрические сети, обеспечивая снижение 
потерь при передаче энергии и капиталовложений; 3) экологический эф-
фект на таких станциях достигается благодаря низким удельным выбросам 
загрязняющих веществ в результате использования не только природного 
газа, но и технологией его сжигания. Газотурбинный и дизельный циклы 
почти не используют воду – отсюда минимальное воздействие на водный 
бассейн. Комплекс мероприятий обеспечивает низкий уровень шума.

Известно, что эксплуатация МТ возможна в двух режимах: по те-
пловому графику нагрузки, когда приоритетным является заданный от-
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пуск теплоты, а электрическая энергия вырабатывается на базе тепло-
вого потребления, ее недостаток покрывается из электроэнергетической 
системы; по электрическому графику нагрузки при выработке заданного 
количества электроэнергии, тепловая нагрузка при этом покрывается как 
за счет утилизации отходящей теплоты от ГТУ, так и от пикового водо-
грейного котла (ПВК).

Энергетическая эффективность работы МТ с ГТУ рассмотрена в [1]. 
В качестве критерия эффективности принята относительная экономия то-
плива от комбинированной выработки энергии по сравнению с раздель-
ной схемой энергоснабжения. При эксплуатации станции по тепловому 
графику нагрузки рассматривались:

–	 работа всех установленных ГТУ в течение годового периода;
–	 работа ГТУ в отопительный период и одного агрегата летом;
–	 последовательное отключение агрегатов по мере снижения те-

пловой нагрузки.
Наибольшая экономия топлива получается при установке на МТ 2–3 

ГТУ в условиях последовательного их отключения по мере снижения те-
плопотребления и сохранения в работе в неотопительный период одного 
агрегата с максимальной утилизацией продуктов сгорания. Для ГТУ мар-
ки НК‑14Э относительная экономия топлива в этих условиях составляет 
23–26%, для ГТУ‑6,5‑28‑31%, что объясняется более высоким электриче-
ским КПД у последней установки.

При работе МТ по электрическому графику из-за несовпадения на-
грузок электро- и теплопотребления возможен выпуск части продуктов 
сгорания без утилизации, что приводит к уменьшению экономии топлива. 
Положительная величина относительной экономии топлива (20–40%) до-
стигается при наружной температуре –15°С и электрическом КПД КЭС 
в раздельной схеме энергоснабжения 36%. С уменьшением тепловой 
нагрузки в летний период экономия топлива становится отрицательной 
величиной. В случае выработки электроэнергии в раздельной схеме на 
парогазовых установках при КПД КЭС 50%, экономия топлива уменьша-
ется вдвое в зимний период, а в летний имеет отрицательное значение. 
Относительная годовая экономия топлива при КПД КЭС 36% составляет 
7%, а при КПД КЭС 50% – отрицательна. Таким образом, в зависимо-
сти от типа электростанции в раздельной схеме относительная экономия 
топлива при работе малой ТЭЦ может быть как положительной, так и 
отрицательной. Поэтому целесообразность сооружения МТ должна оце-
ниваться по экономическим показателям.

В [2] рассмотрена оптимизация количества устанавливаемых ГТУ на 
МТ при работе по электрическому и тепловому графику нагрузки. Для 
этого разработана математическая модель расчета характеристик и по-
казателей эффективности МТ. В качестве критерия оптимальности при-
нята величина интегрального эффекта за срок эксплуатации источника. В 
результате расчета получены следующие данные:
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–	 оптимальное количество ГТУ в условиях работы по тепловому 
графику нагрузки достигается при установке 2–3 энергоагрегатов. Коэф-
фициент теплофикации при этом составляет 0,35–0,62 в зависимости от 
типа ГТУ (с регенерацией или без нее);

–	 при работе МТ по электрическому графику для ГТУ 6–6,5 МВт 
оптимальное количество агрегатов равно четырем и соответствует мак-
симальной нагрузке потребителя.

Для определения эффективности работы МТ с ГТУ использованы 
следующие финансово‑экономические и энергетические показатели: ве-
личина интегрального эффекта Эин за расчетный период Тсл; индекс до-
ходности или рентабельность капиталовложений JD; внутренняя норма 
доходности Евн; дисконтированный срок окупаемости Ток; себестоимость 
электрической и тепловой энергии; удельные расходы топлива на отпуск 
энергоносителей.

Оценка экономической эффективности МТ проведена для случая ее 
работы по тепловому и электрическому графикам нагрузок и оптимально 
выбранного количества ГТУ. Себестоимость и удельные расходы услов-
ного топлива на производство тепловой и электрической энергии опре-
делены с использованием методики [3]. Показатели работы МТ при сле-
дующих исходных данных представлены в табл. 3: место расположения 
системы энергоснабжения – Среднее Поволжье, расчетная тепловая на-
грузка – 55 МВт, электрическая – 35 МВт, температурный график тепло-
сети – 110/70°С. Используемое топливо – природный газ, срок эксплуата-
ции ГТУ – 12 лет, норма дисконта – 0,15, стоимость топлива 2,5 руб./кг у.т., 
тариф на электрическую энергию (напряжением 10 кВ) 1,55 руб./кВт · ч, 
на тепловую энергию 143  руб./Гдж, удельная стоимость станции 
22,5 тыс. руб./кВт. Стоимостные показатели приняты для конца 2009 г.

Рассматривая табл. 1, следует отметить, что наибольший Эин полу-
чен при установке на МТ трех ГТУ‑6 с регенератором при работе по те-
пловому графику нагрузок. Меньшее значение интегрального эффекта, 
полученное при работе МТ с ГТУ‑6,5, связано с принятой максимальной 
тепловой нагрузкой потребителя. Ввиду того что вырабатываемая тепло-
вая мощность ГТУ‑6 меньше, чем у ГТУ‑6,5, график тепловой нагрузки 
потребителя можно покрывать тремя ГТУ‑6, при работе трех ГТУ‑6,5, 
при тех же условиях, наблюдается выхлоп теплоты ГТУ без утилизации. 
Таким образом, МТ с тремя ГТУ‑6 вырабатывает больше электроэнергии 
на тепловом потреблении, чем малая ТЭЦ с двумя ГТУ‑6,5, что суще-
ственно влияет на Эин для рассматриваемых вариантов.

Оценим эффективность работы МТ по электрическому графику на-
грузки при установке тех же типов ГТУ, что и при работе ее по тепловому 
графику нагрузки. Результаты экономического расчета работы МТ по элек-
трическому графику нагрузки для оптимального количества установлен-
ных агрегатов (во всех случаях 4 ГТУ) представлены в табл. 2. При этом 
рассматривалось покрытие базисной (Б), полупиковой (ПП) и пиковой (П) 
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части суточного электрического графика в условиях применения средне-
взвешенного и дифференцированного тарифа по зонам суток. Величина 
средневзвешенного тарифа на электроэнергию принята 1,55 руб./кВт · ч, 
базисной энергии – 0,53 руб./кВт · ч, полупиковой – 1,44 руб./кВт · ч, пи-
ковой – 1,71 руб./кВт · ч. Суммарное количество электроэнергии, отпу-
скаемое потребителям, сохранялось неизменным. Недоотпуск (избыток) 
ее в отдельных зонах суточного графика осуществлялся за счет покупки 
(продажи) из энергосистемы.

Таблица 1
Технико-экономические показатели работы малой ТЭЦ с ГТУ и ПВК  

по тепловому графику нагрузок при оптимальном количестве  
устанавливаемых агрегатов

Показатель и единицы измерения

Тип и количество ГТУ,  
установленных на МТ

ГТУ‑6,5
(без регенератора)

ГТУ‑6
(с регенератором)

Отпускаемое количество тепловой энергии 
от МТ потребителям, млн ГДж/г.:

от ГТУ
от ПВК

0,18
0,15
0,03

0,18
0,13
0,05

Отпуск электроэнергии потребителям, 
млн кВт · ч/г. 176,53 176,53
Отпуск электроэнергии от МТ, млн кВт · ч/г. 80,98 120,26

Количество электроэнергии покупае-
мой потребителями из энергосистемы, 
млн кВт × ч/г. 95,81 56,53
Расход условного топлива, млн кг/г.

ГТУ+ПВК
40,32

31,99+8,33
56,29

46,57+9,72
Затраты на топливо, млн руб./г.

в том числе на пуск ГТУ
100,92
0,031

140,76
0,033

Условно-постоянная составляющая эксплуа-
тационных затрат, млн руб./г.

в том числе оплата вредных выбросов
21,64
0,019

30,72
0,027

Суммарные эксплуатационные затраты, 
млн руб./г. 122,56 171,48
Налог на прибыль, млн руб./г. 940,34 984,52

Удельный расход условного топлива на выра-
ботку электрической энергии, кг у.т./кВт · ч 0,376 0,353
Удельный расход условного топлива на вы-
работку тепловой энергии, кг у.т./ГДж 22,45 21,89
Себестоимость производства электрической 
энергии на МТ, руб./кВт · ч

0,95 0,89
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Показатель и единицы измерения

Тип и количество ГТУ,  
установленных на МТ

ГТУ‑6,5
(без регенератора)

ГТУ‑6
(с регенератором)

Себестоимость производства тепловой 
энергии на МТ, руб./ГДж 102,3 95,5
Затраты на обеспечение надежности энер-
госнабжения (при работе МТ в энергосисте-
ме Саратовского региона), млн руб./г. 38,6 39,1
Капиталовложения на сооружение МТ  
с ГТУ и ПВК, млн руб. 20,9 22,5

Величина интегрального эффекта (Эин), 
млн руб. 4701,8 4921,6
Индекс доходности (ID) 2,43 3,21

Внутренняя норма доходности (Евн) 0,31 0,37

Дисконтированный срок окупаемости  
(Ток), г.

7,8 7,0

Таблица 2
Технико-экономические показатели работы малой ТЭЦ с ГТУ и ПВК  
по электрическому графику нагрузок при оптимальном количестве  

устанавливаемых агрегатов
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Сравнивая результаты табл. 1 и 2 с данными табл. 3 следует об-
ратить внимание на улучшение экономических показателей работы 
малой ТЭЦ, при этом оптимальное количество устанавливаемых ГТУ 
на станции сохраняется на том же уровне. Наибольший экономиче-
ский эффект достигается при работе малой ТЭЦ по электрическому 
графику нагрузки и использовании дифференцированного тарифа на 
электроэнергию.

Выводы

1.	 Оптимальным режимом эксплуатации малой ТЭЦ является 
работа по электрическому графику нагрузки с выработкой наиболее 
дорогой энергии в дневной период при использовании дифференци-
рованного тарифа. По сравнению с отпуском электроэнергии по средне-
взвешенному тарифу эффективность малой ТЭЦ увеличивается на 40% 
и более.

2.	В  условиях работы по электрическому графику и отпуске элек-
трической энергии потребителям по дифференцированному тарифу инте-
гральный эффект составляет 6 776,4–8 385,8 млн руб., индекс доходности 
2,8–3,9, внутренняя норма доходности 0,4–0,5, дисконтированный срок 
окупаемости 6,1–6,5 лет. При работе МТ по тепловому графику нагрузки 
интегральный эффект составляет 4 701,8–4 921,6 млн руб., индекс доход-
ности 2,4–3,2, внутренняя норма доходности – 0,31–0,37, дисконтирован-
ный срок окупаемости 7,0–7,8 лет,

Работа выполнена при финансовой поддержке Министерства обра-
зования и науки РФ (госконтракт № 14.740.11.0107) в рамках реализации 
ФЦП «Научные и научно-педагогические кадры инновационной России» 
на 2009-2013 годы (мероприятие 1.1 ХIV очередь, лот № 6, шифр лота 
2010-1.1-230-094).
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УДК 621.311

ПГУ с внутрицикловой газификацией топлива  
фирмы MHI

С. В. Новичков, Е. А. Назарова

Саратовский государственный технический университет

Согласно Киотскому протоколу Япония должна была снизить вы-
бросы CO2 к 2010 г. на 6% от уровня 1990 г. Интенсивность выбросов CO2 
в 1990  г. на энергопредприятиях составляла 0,42 кгCO2/кВт  ·  ч и была 
снижена до 0,38 кгCO2/кВт · ч к 2001 г. Федерацией энергогенерирующих 
компаний Японии была поставлена задача довести количество выбросов 
к 2010 г. до 0,34 кгCO2/кВт · ч, что на 20% ниже уровня 1990 г. [1].

Одним из основных источников выбросов CO2 являются угольные 
ТЭС, на которых в Японии генерируется до 20% электроэнергии. Как 
известно, производство CO2 на угольном тепловом блоке примерно в 
1,5 раза выше, чем на газовом; в Японии выбросы CO2 на обычном уголь-
ном блоке составляют 0,88 кгCO2/кВт · ч.

Кроме угольных ТЭС, источниками выбросов CO2 являются метал-
лургические предприятия. Приблизительно 40% импортируемого угля 
потребляется в металлургии, включая производство кокса.

В качестве основных технологий, способных наиболее эффективно 
производить угольную энергию с наименьшими выбросами CO2, в Япо-
нии рассматриваются следующие:

1)	 паротурбинные блоки на ультрасуперкритические параметры с 
повышением температуры пара от 600 до 700ºС с одно- или двухкратным 
перегревом пара в цикле (Ultra-supercritical (USC) power generation);

2)	 парогазовые установки с внутрицикловой газификацией жид-
кого и твердого топлив (Integrated Gasification (IGCC) Combined Cycle), 
включая систему улавливания и захоронения (carbon capture and storage 
(CCS));

3)	 парогазовые установки с внутрицикловой газификацией топлива 
на основе твердотопливных оксидных элементов (IGCC + solid oxide fuel 
cell (SOFG) Hybrid cycle);

4)	 парогазовые установки, использующие уходящие газы после ме-
таллургических производств (доменный и коксовый газы).

Как известно, эффективность парогазовых установок определяется, 
в частности, степенью совершенства газовых турбин. Для решения этой 
задачи в Японии исследуются и изготавливаются газовые турбины с тем-
пературой газов на входе 1300÷1700ºС, адаптируемых к сжиганию всех 
возможных видов топлива. Виды топлива, используемые для сжигания в 
ГТУ с указанием их теплотворной способности, показаны на рис. 1 [1].
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Рис. 1. Виды топлив для газовых турбин 

 

 

 

 



117

Рис. 2. Схема парогазовой установки мощностью 431 МВт на продуктах газификации 
нефти: 1 – воздушный сепаратор; 2 – печь газификации (газификатор); 3 – газоочистка; 

4 – ГТУ; 5 – ПТУ; 6 – котел-утилизатор

Таблица 1

Газовая турбина

Основное топливо/
вспомогательное

Газифицированный газ/
керосин

Тип Одновальная, простого 
цикла M701F

Мощность, МВт 301
Температура газов на 

входе 1350ºС

Паровая турбина

Тип Одноцилиндровая

Мощность, МВт 130
Скорость вращения, 

об/мин 3000

Параметры пара

Основной пар 9,8 МПа × 538ºC

Перегретый пар 2,9 МПа × 538ºC

Пар среднего давления 0,7 МПа × 313ºC

Котел-утилизатор Тип
Трехконтурный, вертикаль-

ный, с естественной
циркуляцией

Топливо для ПГУ Вакуумный остаток с нефтепроизводства
Азот/газифицированный газ

(массовое соотношение) 1,5

 3 

Далее в статье рассматриваются парогазовые установки с внутрицикловой 

газификацией топлива фирмы Mitsubishi Heavy Industries, Ltd (MHI), одного из 

мировых лидеров производства энергетического оборудования. 
  

ПГУ с внутрицикловой газификацией жидкого топлива 
 

Первая японская парогазовая установка с внутрицикловой газификацией ос-

таточных нефтепродуктов находится в коммерческой эксплуатации с июня 2003 г. 

на нефтеочистительном предприятии Nippon Oil Refining Company. Ее принципи-

альная схема показана на рис. 2, а основные характеристики в табл. 1 [2]. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

В воздушном сепараторе воздух разделяется на азот и кислород; N2 направ-

ляется в ГТУ, а O2 – в газификатор. Там O2 смешивается с нефтяным вакуумным 

остатком и паром, направляемым из котла-утилизатора, и далее производится 

низкокалорийный газифицированный газ состоящий, главным образом из CO и 

H2. 

Газ, произведенный в газификаторе, имеет высокую адиабатическую темпе-

ратуру и высокое содержание NOx. Для снижения его концентрации азот из блока 
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Рис. 2. Схема парогазовой установки мощностью 431 МВт на продуктах газификации нефти  
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ПТУ; 6 – котел-утилизатор 
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Газ, произведенный в газификаторе, имеет высокую адиабатическую 
температуру и высокое содержание NOx. Для снижения его концентрации 
азот из блока воздушной сепарации 1 смешивается с газом газификации, 
и эта смесь используется в газовой турбине как топливо. Этот смешан-
ный газ имеет низкую калорийность и адиабатическую температуру пла-
мени, что способствует снижению эмиссии NOx. Из-за его высокого водо-
родного содержания он имеет более высокую скорость сгорания и более 
широкие диапазоны воспламеняемости. В газовой турбине используется 
диффузионная камера сгорания, работающая также на керосине, который 
используется для первоначального запуска ГТУ. Время пуска всей уста-
новки, включая этапы перехода с керосина на газифицированный газ, со-
ставляет 25 – 30 мин.

ПГУ с внутрицикловой газификацией твердого топлива

Объединение усилий девяти электроэнергетических компаний, Цен-
трального исследовательского института электропромышленности и MHI 
при финансовой поддержке правительства Японии позволило создать 
демонстрационную ПГУ с внутрицикловой газификацией твердого то-
плива на воздушном дутье, названную «Накосо» в соответствии с местом 
строительства мощностью 250 МВт и расходом угля 1 700 т/сут. Первые 
демонстрационные испытания прошли в сентябре 2007 г., номинальной 
нагрузки установка достигла в марте 2008 г.

MHI успешно провела весь комплекс работ, связанных с созданием 
данной установки: оптимальное проектирование, изготовление и постав-
ку оборудования (газификатор, система очистки газов, оборудование уда-
ления СО2, паровая и газовая турбины, котел-утилизатор) [3].

В течение июня-сентября 2008 г. установка досрочно достигла цели 
– более чем 2000 ч непрерывной эксплуатации. В [4] со ссылкой на [5] 
обращается внимание на то, что ни в Европе, ни в США установки подоб-
ного типа не достигали 2000 ч непрерывной эксплуатации даже спустя 
10 лет после пуска. Различие заключается в типе газификатора: в Японии 
исследуются процессы газификации на воздушном дутье, в Европе и в 
США в основном на кислородном дутье.

Принципиальная схема ПГУ с внутрицикловой газификацией угля 
на воздушном дутье представлена на рис. 3, в табл. 2 – результаты ис-
пытаний.

Часть воздуха от компрессора ГТУ направляется на газификацию, 
пройдя через дожимной компрессор 4. Этот поток воздуха смешивается с 
O2, полученным из блока воздушной сепарации 5, и вместе с N2 и углем 
подается в газификатор на воздушном дутье 6. Далее газифицированный 
газ направляется в реактор 7, где происходит реакция превращения CO в 
CO2 и H2, с участием водяного пара, направляемого из котла-утилизатора. 
Затем CO2 отделяется в десульфуризаторе 8, где в качестве абсорбцион-
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 5 
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Часть воздуха от компрессора ГТУ направляется на газификацию, пройдя че-

рез дожимной компрессор 4. Этот поток воздуха смешивается с O2, полученным 

из блока воздушной сепарации 5, и вместе с N2 и углем подается в газификатор на 

Рис. 3. Схема ПГУ с газификацией твердого топлива на воздушном дутье: 
1 – ГТУ; 2 – ПТУ; 3 – котел-утилизатор; 4 – дожимной воздушный компрессор; 5 – 
блок оборудования воздушной сепарации; 6 – газификатор, 7 – реактор конверсии 
CO, 8 – десульфуризатор; 9 – блок оборудования извлечения серы; 10 – блок обору-
дования компрессии CO2 
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ной жидкости используется метилдиэтаноламин (MDEA). Использова-
ние MDEA требует меньших затрат энергии и потерь тепла по сравнению 
с другими системами и приводит к наилучшим экологическим показате-
лям. После отделения CO2 остается обогащенный водородом синтез-газ, 
который используется в качестве топлива для ГТУ. CO2 сжимается ком-
прессором (11÷15 МПа) и направляется в систему удаления или захоро-
нения [2, 4, 5].

Использование системы утилизации CO2 приводит к снижению об-
щего КПД установки. Это происходит по следующим причинам:

1)	 увеличивается потребление пара для экзотермической реакции 
превращения CO в CO2. Пар, отбираемый для этого из парового цикла 
приводит к снижению мощности паровой турбины;

2)	 увеличивается потребление электрической мощности для блока 
десульфуризации (в том числе для привода циркулирующих насосов при 
абсорбции CO2);

3)	 увеличивается потребление электрической мощности для ком-
прессоров перекачки CO2 в систему удаления или захоронения.

Эффективность IGCC на воздушном дутье выше по сравнению с 
кислородным дутьем, так как при кислородном дутье требуется больше 
мощности для производства кислорода в блоке воздушной сепарации. 
Разница в абсолютной эффективности IGCC на воздушном дутье по 
отношению к IGCC на кислородном дутье составляет 4÷5%. Удельная 
стоимость IGCC на воздушном дутье ниже, чем на кислородном, из-за 
меньшей стоимости блока десульфуризации и потребления энергии на 
вспомогательное оборудование [6, 7].

MHI планирует создать к 2014 г. IGCC на воздушном дутье для ком-
мерческого использования мощностью 500 МВт с температурой горения 
в ГТУ 1500ºС и длительностью непрерывной работы 5 000 часов.

Выводы

1.	В  Японии успешно ведутся работы по созданию технологий сжи-
гания угля с минимальными выбросами CO2.

2.	 MHI удалось создать эффективную и надежную IGCC на воздуш-
ном дутье мощностью 250 МВт, показавшую при испытаниях 2 000 ч не-
прерывной работы.

3.	 При создании высокоэффективной IGCC как для производства 
электрической и тепловой энергии, так и по улавливанию CO2 необходи-
ма комплексная оптимизация всех элементов: паровой и газовой турбин, 
котла-утилизатора, системы очистки газов, реактора конверсии CO, си-
стемы удержания CO2 и т.д.
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Термодинамические характеристики  
современных газотурбинных установок

Р. А. Ильин

Отдел энергетических проблем Саратовского научного центра РАН

Развитие газотурбинных технологий значительно и успешно ускори-
лось в последние 30–40 лет [1–3]. За этот период продвинуты и достигли 
определенного предела проблема материалов, применяемых в газотур-
бинных установках (ГТУ), и проблема повышения начального давления и 
температуры газа. Существенно усложнились термодинамические циклы 
и схемы ГТУ за счет включения аппаратов промежуточного охлаждения, 
дожимных компрессоров, дополнительных камер сгорания, применения 
систем охлаждения лопаток турбин и др. Раньше эти проблемы были ме-
нее острыми [2, 3].

Для оценки эффективности теплоэнергетических установок автором 
принята общая методология [1] на основе эксергетического метода тер-
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модинамического анализа по коэффициенту использования располагае-
мой эксергии – эксергии тепловой энергии, выделяющейся при сжигании 
топлива в камерах сгорания установок:

	  , 	  (1)

где exп – удельная полезная эксергия, Дж/кг; exт  – удельная располагаемая 
эксергия, Дж/кг. Коэффициент по (1) показывает долю полезно исполь-
зуемой располагаемой первичной эксергии и, таким образом, учитывает 
все потери в теплоэнергетической установке (термодинамические, ме-
ханические, тепловые, электрические, гидромеханические и др.). Коэф-
фициент dhех отличается от обычного эксергетического КПД непосред-
ственно теплоэнергетической установки, учитывающего потери только в 
ней. Коэффициент использования располагаемой эксергии определяется 
по эксергии газа для всего располагаемого диапазона температур Тт – То, 
где Тт – максимальная теоретическая температура горения топлива [4], К; 
То – температура окружающей среды.

Коэффициент использования располагаемой эксергии вычислен ав-
тором для конкретных отечественных и зарубежных ГТУ, характеристи-
ка которых приведена в табл. 1 и 2: W – полезная мощность ГТУ; p – об-
щая степень повышения давления. Результаты расчета представлены на 
рис. 1 в координатах dhех ~ p, где p является функцией температур газа 
на входе и на выходе: p = f(Твх, Твых).

Таблица 1
Основные характеристики и коэффициент использования располагаемой 

 эксергии отечественных ГТУ

Производитель Марка
Характеристики

W, МВт КПД π tвх, °С tвых, °С δηех

НПП им. Климова, 
г. С.‑Петербург ГТЭ-1,5 1,2 0,25 13,6 1112 524 0,28

«Машпроект»,
г. Николаев ГТЭ-2,5П 2,85 0,285 12,0 950 435 0,33

ОАО «Авиадвига-
тель», г. Пермь

ГТУ-2,5П 2,5 0,218 6,0 688 385 0,25

ГТУ-4П 4 0,247 7,5 816 448 0,28
«Машпроект», г. Ни-
колаев ГТГ-6 6,7 0,315 16,6 1000 420 0,36

СКБИ, г. Самара НК-14Э 8,6 0,321 11,0 947 435 0,36
НПП «Мотор»,
г. Уфа

ГТУ-10/ 
95 10,0 0,31 8,41 906 478 0,35

ОАО «Авиадвига-
тель»

ГТУ-
12ПЭ 12,0 0,35 16,9 1049 426 0,40
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Производитель Марка
Характеристики

W, МВт КПД π tвх, °С tвых, °С δηех

«Машпроект»
ГТД-15 15,8 0,31 15,8 870 365 0,35

ГТД16 17,5 0,35 19,6 1076 432 0,40

ОАО «Авиадвига-
тель»

ГТУ-
16ПЭ 16,0 0,375 19,6 1143 466 0,42

АО «Стурн-Люлька» АЛ-31СТ 20,0 0,365 21,0 1250 520 0,41

ЦИАМ, «Союз» ГТУ-
55СТ-20 20,0 0,315 10,2 980 450 0,36

ОАО «Авиадвига-
тель»

ГТУ-
25ПЭ 25,0 0,39 28,5 1240 451 0,44

«Машпроект» ГТГ-25 27,5 0,36 21,8 1227 485 0,41

ОАО СНТК
«Двигатели НК»

НК-37 25,0 0,364 23,1 1147 428 0,41

НК-37–1 30,2 0,373 25,6 1219 455 0,42

ТМЗ ГТЭ-25У 31,2 0,317 13,6 1060 466 0,36

АО «Рыбинские 
моторы», «Машпро-
ект» ГТЭ-110 110,0 0,354 14,7 1210 524 0,41

Таблица 2
Основные характеристики и коэффициент использования эксергии  

зарубежных ГТУ

Производитель Марка
Характеристики

W, МВт КПД π tвх, °С tвых, °С δηех

Дженерал Электрик

LM1600 13,8 0,356 22,3 1240 487 0,40

LM2500 21,96 0,357 18,8 1200 542 0,41

LM2500+ 28,54 0,373 23,1 1240 520 0,42

Рол-с Рой-с RB211 27,2 0,358 20,8 1220 464 0,41

Турбо Пауэр FT8 25,47 0,381 20,0 1145 455 0,43

Дженерал Электрик LM6000-
PA 40,6 0,392 29,6 1240 460 0,45

Рол-с Рой-с Trent 51,2 0,416 35,0 1230 427 0,47

Окончание табл. 1
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Производитель Марка
Характеристики

W, МВт КПД π tвх, °С tвых, °С δηех

АВВ
GT13E2 165,1 0,357 14,6 1180 524 0,41

GT26 265,0 0,385 30,0 1290 589 0,44

Дженерал Электрик

PG6101FA 70,1 0,342 15,0 1290 640 0,39

PG923EC 169,2 0,349 14,2 1204 558 0,40

PG351FA 255,6 0,369 15,4 1290 609 0,42

Мицубиси
MW701F 270,3 0,382 17,0 1350 586 0,43

MW701G 334,0 0,395 21,0 1410 587 0,45

Сименс V94/3A 255,0 0,385 17,0 1315 577 0,44

Вестингауз W401 85,9 0,366 19,0 1280 573 0,42

 2 
располагаемой эксергии определяется по эксергии газа для всего распола-

гаемого диапазона температур Тт – То, где Тт – максимальная теоретическая 

температура горения топлива [4], К; То – температура окружающей среды. 

Коэффициент использования располагаемой эксергии вычислен авто-

ром для конкретных отечественных и зарубежных ГТУ, характеристика ко-

торых приведена в табл. 1 и 2: W – полезная мощность ГТУ;  – общая сте-

пень повышения давления. Результаты расчета представлены на рис. 1 в ко-

ординатах ех  , где  является функцией температур газа на входе и на 

выходе:  = f(Твх, Твых). 

Как следует из рис. 1, степень повышения давления также может ис-

пользоваться как обобщенный параметр, определяющий эффективность 

применения эксергии в автономных (без утилизационного котла) газотур-

бинных установках. Очевидно, что при переходе от средних величин степе-

ни повышения давления (14–18) к более высоким, до 30, темп роста ех су-

щественно снижается, и, возможно, при   30–40 рост величины ех не оп-

равдывается усложнением схем и оборудования ГТУ. Это в определенной 

степени подтверждается данными по ГТУ фирмы Дженерал Электрик, наши 

расчеты по которым представлены на рис. 2. 
 
 
 
 

 
 
 
 
 
 
 
 
 

Рис. 1. Коэффициент использования располагаемой эксергии в отечественных 
ГТУ 

Таблица 1. Основные характеристики и коэффициент использования 
располагаемой эксергии отечественных ГТУ 

Производитель Марка 
Характеристики 

ех 

 

8 10 6 
0,2 

0,3 

0,4 

12 16 18 14 20 24 26 22 28 

 

 

 
 



 

 3 

W, МВт КПД  tвх, °С tвых, °С ех 

НПП 
им. Климова, 
С.-Петербург 

ГТЭ-1,5 1,2 0,25 13,6 1112 524 0,28 

«Машпроект», 
г. Николаев ГТЭ-2,5П 2,85 0,285 12,0 950 435 0,33 

ОАО «Авиадви-
гатель», г. Пермь 

ГТУ-2,5П 2,5 0,218 6,0 688 385 0,25 

ГТУ-4П 4 0,247 7,5 816 448 0,28 

«Машпроект», 
г. Николаев ГТГ-6 6,7 0,315 16,6 1000 420 0,36 

СКБИ, г. Самара НК-14Э 8,6 0,321 11,0 947 435 0,36 
НПП «Мотор», 

г. Уфа ГТУ-10/ 95 10,0 0,31 8,41 906 478 0,35 

ОАО «Авиадви-
гатель» ГТУ-12ПЭ 12,0 0,35 16,9 1049 426 0,40 

«Машпроект» ГТД-15 15,8 0,31 15,8 870 365 0,35 
ГТД16 17,5 0,35 19,6 1076 432 0,40 

ОАО «Авиадви-
гатель» ГТУ-16ПЭ 16,0 0,375 19,6 1143 466 0,42 

АО «Стурн-
Люлька» АЛ-31СТ 20,0 0,365 21,0 1250 520 0,41 

ЦИАМ, «Союз» ГТУ-55СТ-
20 20,0 0,315 10,2 980 450 0,36 

ОАО «Авиадви-
гатель» ГТУ-25ПЭ 25,0 0,39 28,5 1240 451 0,44 

«Машпроект» ГТГ-25 27,5 0,36 21,8 1227 485 0,41 
ОАО СНТК 

«Двигатели НК» 
НК-37 25,0 0,364 23,1 1147 428 0,41 

НК-37–1 30,2 0,373 25,6 1219 455 0,42 
ТМЗ ГТЭ-25У 31,2 0,317 13,6 1060 466 0,36 

АО «Рыбинские 
моторы», «Маш-

проект» 

 
ГТЭ-110 

 
110,0 

 
0,354 

 
14,7 

 
1210 

 
524 

 
0,41 

 
 

 
 
 
 
 
 
 
 

 
 

 
 

Рис.2. Коэффициент использования располагаемой эксергии в ГТУ  
фирмы Дженерал Электрик (США) типоразмеров PGT, MS, ГТУ-G, 

ГТУ-Н, LM и мощностью до 280 МВт 
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УДК 621.311

Методика определения эффективности  
модернизации котлоагрегата установкой  

оребренного турбинного экономайзера  
на конденсационных энергоблоках

С. В. Новичков, Т. И. Попова, С. В. Савенков

Саратовский государственный технический университет

Одним из путей повышения эффективности существующих энерго-
блоков и выработки дополнительной электрической мощности является 
использование турбинного экономайзера для нагрева питательной воды с 
байпасированием подогревателей высокого давления. В литературе такие 
блоки получили название «блоки повышенной эффективности» (БПЭ) 
[1, 2]. Эффект в них достигается за счет того, что в конвективной шахте 
котельного агрегата (КА) устанавливаются дополнительные поверхности 
для нагрева питательной воды. При этом вытесняются регенеративные 
отборы пара на турбине. Вновь устанавливаемые поверхности нагрева 
получили название турбинных экономайзеров. Блочный эффект внутри 
станции может быть усилен, если вместо старого гладкотрубного эконо-
майзера в существующий объем газохода поставить два нагревателя из 
оребренных труб [3].

Первая ступень оребренной поверхности представляет собой эко-
номайзер котла, а другая – так называемый турбинный экономайзер, т.е. 
включенный по питательной воде в схему регенерации паровой турбины. 
Обе поверхности нагрева выполнены из труб с поперечным спиральным 
оребрением. Такие поверхности обладают высокой тепловой эффектив-
ностью и компактностью.

Поверхности нагрева котельного и турбинного экономайзеров подо-
бираются таким образом, что тепловосприятие котельного экономайзера 
равно тепловосприятию замененного гладкотрубного экономайзера.

Температура питательной воды на выходе из турбинного экономайзе-
ра равна температуре питательной воды на входе в котельный экономайзер.

Суммарное тепловосприятие двух новых поверхностей нагрева ста-
новится больше одной замененной. В результате количество отбираемой 
от дымовых газов теплоты возрастает, что приводит к некоторому сниже-
нию температуры уходящих газов.

Модернизация котла с установкой в газоходе дополнительной по-
верхности нагрева в виде турбинного экономайзера позволяет не только 
повысить КПД котла, но и одновременно увеличить мощность паровой 
турбины, в схему регенерации которой включен турбинный экономайзер.

К рассмотрению предлагаются две принципиальные схемы увели-
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чения мощности паровой турбины – за счет отключения ПВД и нагрева 
байпасируемой питательной воды в турбинном экономайзере.

В первой схеме питательная вода байпасируется через ПВД № 8 и 
№ 7, которые отключаются по пару. Здесь рассматривались два варианта 
отключения ПВД № 7 и № 8:

1)	 полное отключение подогревателей № 8 и № 7 от отборов турби-
ны, питательная вода нагревается в ПВД № 6 и направляется в турбинный 
экономайзер;

2)	 частичный пропуск пара от отборов (Дотб) на подогреватели в ко-
личестве 20%, питательная вода Gпв нагревается в ПВД № 6, смешивается 
с питательной водой в количестве 20%, предварительно нагретой в ПВД 
№ 7, № 8, и затем направляется в турбинный экономайзер.

После турбинного экономайзера питательная вода нагревается в ко-
тельном экономайзере и направляется в экранные трубы.

Во второй схеме питательная вода байпасируется через ПВД № 7 и 
№ 6, которые отключаются по пару. Здесь также рассматривались два ва-
рианта отключения ПВД № 6 и № 7:

1)	 полное отключение подогревателей № 6 и № 7 от отборов турби-
ны, питательная вода нагревается в ПВД № 8 и направляется в турбинный 
экономайзер;

2)	 частичный пропуск пара от отборов на подогреватели № 6 и № 7 
в количестве 5% и нагрев также 5% питательной воды. Остальное коли-
чество питательной воды нагревается в турбинном экономайзере после 
деаэратора, смешивается с питательной водой, нагретой в ПВД №  6 и 
№ 7, и затем нагревается в ПВД № 8.

После ПВД № 8 питательная вода нагревается в котельном эконо-
майзере и затем направляется в экранные трубы.

Схема нагрева питательной воды в турбинном экономайзере с пол-
ным отключением ПВД № 7 и 8 – показана на рис. 1,а; с частичным от-
ключением ПВД № 7 и 8 – на рис. 1,б.

Схема нагрева питательной воды в турбинном экономайзере с пол-
ным отключением ПВД № 6 и 7 – показана на рис. 2,а; с частичным от-
ключением ПВД № 6 и 7 – на рис. 2,б.

Модернизация котельного агрегата с нагревом питательной воды в оре-
бренном турбинном экономайзере, при разной степени отключения ПВД, 
приводит к снижению температуры уходящих газов котла, повышению КПД 
котельного агрегата, более полному использованию теплоты топлива  [4]. 
При этом изменяется расход топлива в котельном агрегате на величину:

	 ,	  (1)
где – расход топлива в обычном котле, кг/с, работающем в схеме без 
отключения ПВД; – расход топлива в модернизированном котле, 
кг/с, работающем при отключенных ПВД и нагреве части питательной 
воды в турбинном экономайзере.
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2) частичный пропуск пара от отборов на подогреватели № 6 и № 7 

в количестве 5% и нагрев также 5% питательной воды. Остальное количество 

питательной воды нагревается в турбинном экономайзере после деаэратора, 

смешивается с питательной водой, нагретой в ПВД № 6 и № 7, и затем нагре-

вается в ПВД № 8. 

После ПВД № 8 питательная вода нагревается в котельном экономайзере 

и затем направляется в экранные трубы. 

Схема нагрева питательной воды в турбинном экономайзере с полным 

отключением ПВД № 7 и 8 – показано на рис. 1,а; с частичным отключением 

ПВД № 7 и 8 – на рис. 2,б. 

Схема нагрева питательной воды в турбинном экономайзере с полным 

отключением ПВД № 6 и 7 – показана на рис. 2,а; с частичным отключением 

ПВД № 6 и 7 – на рис. 2,б. 
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Рис. 1,а. Схема нагрева питательной воды в турбинном экономайзере с полным 
отключением ПВД № 7,8 
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Рис. 1,б Схема нагрева питательной воды в турбинном экономайзере с полным отключе-

нием (а) частичным отключением ПВД № 7, 8 
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Рис. 2а. Схема нагрева питательной воды в турбинном экономайзере с полным  
отключением ПВД № 6,7 
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Рис. 1,б Схема нагрева питательной воды в турбинном экономайзере с полным отключе-

нием (а) частичным отключением ПВД № 7, 8 
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Модернизация котельного агрегата с нагревом питательной воды в 

оребренном турбинном экономайзере, при разной степени отключения ПВД, 

приводит к снижению температуры уходящих газов котла, повышению КПД 

котельного агрегата, более полному использованию теплоты топлива [4]. При 

этом изменяется расход топлива в котельном агрегате на величину: 
обыч модер
ка каB B B   ,      (1) 

где обыч
каB – расход топлива в обычном котле, кг/с, работающем в схеме без от-

ключения ПВД; модер
каB – расход топлива в модернизированном котле, кг/с, ра-

ботающем при отключенных ПВД, и нагреве части питательной воды в тур-

бинном экономайзере. 

Кроме этого, увеличивается мощность паровой турбины: 
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Кроме этого, увеличивается мощность паровой турбины:

	
, 	 (2)

где  – увеличение мощности паровой турбины при отключении i-го 
ПВД, определяемое как

	
, 	  (3)

где  – расход отборного пара на i‑й ПВД, кг/с; – энтальпия пара, 
отбираемого на ПВД, кДж/кг; hк – энтальпия конденсата, поступающего 
в конденсатор, кДж/кг.

Работу КЭС с отключенными ПВД и нагревом байпасированной 
питательной воды в турбинном экономайзере можно оценивать по по-
казателям: удельный расход топлива bуд, кг/кВт·ч, КПД КЭС по отпуску 
электроэнергии ηэ. Удельный расход топлива определяется следующим 
образом:

	 , 	  (4)

где Вгод – годовой расход топлива, кг/с; Эотп – отпускаемое количество 
электроэнергии с шин станции, КВт. КПД КЭС по отпуску электроэнер-
гии находится следующим образом:

	

.	  (5)

Станционную эффективность реализации различных схем с отклю-
чениями ПВД и нагревом питательной воды в турбинном экономайзере 
можно оценивать следующим образом:

	  	  (6)

где ΔN – увеличение мощности турбины, кВт; ΔВ – изменение расхода 
топлива в котле, кг/с, после проведения указанных выше мероприятий; 
К –капиталовложения при замене гладкотрубной экономайзерной по-
верхности на новую оребренную с разбивкой на котельную и турбинную, 
млн руб., рассчитывается по формуле 7; τ – количество часов работы в 
году, ч/г.; αt – коэффициент дисконтирования, t – шаг расчета.

	
, 	  (7)

где Ктр – капиталовложения в обвязку трубопроводов, млн руб., Карм – 
капиталовложения в арматуру, млн руб.; – капиталовложения в 
демонтаж старого гладкотрубного экономайзера, млн руб.; – капи-
таловложения в монтаж нового оребренного экономайзера, млн руб.
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воздух на концентрацию оксидов азота в продуктах сгорания природного 
газа и мазута на котлах Саратовской ГРЭС и Энгельсской ТЭЦ‑3 [1]. При 
этом экспериментально получено снижение концентраций оксида азота 
при вводе влаги в топку котлов [2].

В то же время ввод влаги в топку котла вызывает дополнительные 
затраты. Основной составляющей являются топливные затраты, обуслов-
ленные увеличением расхода топлива котлом.

Исследования увеличения расхода топлива котлом от влажности 
были проведены в работах [3, 4] при сжигании водомазутной эмульсии. 
В настоящей работе изложена методика увеличения расхода топлива для 
случая ввода влаги в топку котла при сжигании газомазутного топлива.

Дополнительный расход топлива происходит вследствие роста тепло-
вых потерь из-за увеличения температуры и объема уходящих газов, а также 
расхода теплоты на испарение дополнительно вводимой в топку котла влаги.

Для расчета оптимального ввода влаги в топку котла необходимо 
определить тепловые потери и увеличение расхода топлива котлом в за-
висимости от водотопливного отношения.

Водотопливное отношение имеет вид

	  	 (1)

где – количество воды, подаваемой на впрыск в топку котла; ВТ – 
расход натурального топлива, обеспечивающий заданную теплопроизво-
дительность котла м3/с (кг/с).

Расход топлива определяется по известной зависимости [5]:

	  	 (2)

где Qка – полезная теплопроизводительность котла, кВт; p
pQ  – распола-

гаемая теплота топлива, кДж/м3 (кДж/кг); ηка – коэффициент полезного 
действия котла.

Если КПД котла при сжигании топлива с вводом влаги привести к 
единице исходного топлива, то расход последнего определится выраже-
нием

	  	 (3)

где  – КПД котла при сжигании топлива с вводом влаги.
При вводе влаги в топку котла его КПД будет снижаться на величину 

дополнительных потерь q∆ , приведенных к располагаемой теплоте ис-
ходного топлива, что можно записать в виде

	  	 (4)
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Подставив (4) в (3), получим

	  	 (5)

Увеличение расхода топлива при вводе влаги в топку котла с учетом 
(2) и (5) составит

	  	 (6)

Таким образом, для расчета дополнительного расхода топлива, вы-
званного вводом влаги, необходимо определить увеличение тепловых по-
терь.

Сумму тепловых потерь аналогично [3] можно представить в виде

	  	 (7)

где Δqисп – потеря теплоты на испарение дополнительно вводимой в топ-
ку влаги; Δqп  – потеря теплоты, обусловленная превышением темпера-
туры уходящих газов над температурой кипения; Δq2  – потеря теплоты 
с уходящими газами, вызванная увеличением их температуры и объема.

Потерю теплоты на испарение дополнительно вводимой влаги мож-
но определить как

	  	 (8)

где  – потеря теплоты, идущая на испарение добавочной влаги, при-
веденная к располагаемой теплоте натурального топлива, кДж/м3 (кДж/
кг). Величина  рассчитывается аналогично [6] по выражению:

	  	 (9)

где  – энтальпия воды на впрыске в топку, кДж/кг.
С учетом (9) величина Δqисп  примет вид

	  	 (10)

Потерю теплоты, обусловленную превышением температуры уходя-
щих газов над температурой кипения воды при атмосферном давлении, 
определим зависимостью

	 ,	 (11)

где  – средняя изобарная теплоемкость водяных паров, кДж/кг;  
 – температура уходящих газов для случая ввода влаги в топку котла, ºС.



134

Потерю теплоты с уходящими газами, вызванную увеличением тем-
пературы и объема, представим в виде

	  	 (12)

где  – потеря теплоты с уходящими газами при сжигании топлива с 
вводом влаги, приведенная к располагаемой теплоте исходного топлива, 
кДж/м3 (кДж/кг); Q2 – потеря теплоты с уходящими газами при сжи-
гании исходного топлива, кДж/м3 (кДж/кг); ΔQ2 – увеличение потерь 
теплоты с уходящими газами при вводе дополнительной влаги в топку 
котла, кДж/м3 (кДж/кг).

Примем коэффициент избытка воздуха в уходящих газах αух по-
стоянным при сжигании исходного топлива и топлива с вводом влаги. 
При этом потери теплоты с механической неполнотой сгорания будут 
равны нулю. Тогда величину ΔQ2 можно описать следующей зависи-
мостью:

     (13)

где , ,  – суммарные объемы соответственно трехатомных 
газов, азота, водяных паров, м3/м3(м3/кг); – теоретический объем воз-
духа, необходимого для сгорания, м3/м3 (м3/кг); αух – коэффициент избыт-
ка воздуха в уходящих газах;  – разности энталь-
пий соответственно углекислого газа, азота, водяных паров и воздуха при 
температурах уходящих газов при сжигании топлива с вводом влаги и 
исходного топлива кДж/м3;  – энтальпия водяных паров в уходящих 
газах при сжигании топлива с вводом влаги, кДж/м3.

Последняя составляющая в формуле (13) учитывает увеличение те-
пловых потерь за счет водяных паров, образующихся при испарении до-
бавочной влаги при впрыске воды в топку котла.

Разность энтальпий, составляющих формулу (13), в общем случае 
можно представить в виде

	  	 (14)

где  – средняя теплоемкость уходящих газов при сжигании 
топлива с вводом влаги при сжигании исходного топлива, кДж/м3·K;  

 – температуры уходящих газов при сжигании топлива соответ-
ственно с вводом влаги и при сжигании исходного топлива, °С.



 

	  	

 

	  	

 

	  	

	  	

 tk   
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	 	 (22)

Подставив (20) в (12), имеем следующую зависимость:

	 . 	 (23)

Суммируя (10),(11) и (23), получим выражение (24) для определения 
увеличения тепловых потерь при сжигании топлива с вводом влаги

	  	(24)

Если в формулу (24) подставить значение  = 1,97 кДж/кг · К и 
сделать небольшое преобразование, то она примет вид

	 . 	 (25)

Анализируя зависимость (25), можно сделать вывод, что дополни-
тельные тепловые потери при сжигании топлива с вводом влаги в основ-
ном определяются водотопливным отношением gвпр, энтальпией подава-
емой на впрыск воды  и значением коэффициента kt.

Из уравнения (21) и (24) видно, что входящие в комплекс А величи-
ны  на два порядка меньше членов и на три порядка 
меньше аi. Величина  также на два порядка меньше значения tух. 
Если пренебречь членами  и , то уравнение для расчета 
тепловых потерь примет вид

	  	 (26)

где

	 	
,

,
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	 	 (27)

	  	 (28)

Введем обозначение

	  	 (29)

С учетом (29), получим
	  	 (30)

Используя (6) и (30), выразим увеличение расхода топлива в зависи-
мости от водотопливного отношения

	  	 (31)

Полный расход топлива котлом при сжигании с вводом влаги опре-
делится

	  	 (32)

Результаты расчетов расхода топлива котлом при вводе влаги по фор-
мулам (1) и (32) сравнивались с величиной, определенной по норматив-
ному методу [3]. Получено совпадение расчетных данных. Величина от-
носительного расхождения между ними при водотопливном отношении, 
не превышающем 0,2 кгводы/м3(кгводы/кгмазута), составила менее 2%.

Алгоритм расчета по формулам (1) и (32) включен в программный 
комплекс для определения оптимального водотопливного отношения с 
использованием персонального компьютера.

Для котла БКЗ‑320‑140 проведено аналитическое исследование эко-
номичности работы при сжигании топлива с вводом влаги. Получены 
следующие результаты: при увеличении водотопливного отношения на 
1 условный процент тепловые потери возрастают, а КПД котла уменьша-
ется на 0,097–0,112%.
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УДК 620.97(075.8)

Оценка технико-экономических показателей  
комбинированных солнечно-ветровых установок 

для автономного теплоснабжения

Н. Д. Шишкин, Е. А. Манченко

Лаборатория нетрадиционной энергетики
Отдела энергетических проблем Саратовского научного центра РАН

при Астраханском государственном техническом университете

Опережающие темпы роста цен на традиционные топливные энер-
горесурсы, запасы которых ограничены, загрязнение окружающей сре-
ды при использовании их в энергетике, промышленности, транспорте, 
жилищно-коммунальном и сельском хозяйстве делают весьма актуаль-
ным применение альтернативных источников энергии. Ведущую роль 
среди них занимают возобновляемые источники энергии (ВИЭ), такие 
как солнечная, ветровая, биогаз и др. [1–5]. Достаточно энергетически 
и экономически эффективными представляются оригинальные гелио-
установки гравитационного типа с многоступенчатыми гелиоколлекто-
рами и механические ветротеплогенераторы с ортогональными ветрод-
вигателями. Однако, учитывая непостоянство поступления солнечной 
и ветровой энергии, а также то, что наибольшее поступление ветровой 
энергии имеет место в апреле и октябре, когда наблюдается недоста-
ток солнечной энергии, более целесообразным представляется приме-
нение оригинальных комбинированных солнечно-ветровых установок 
(КСВУ) с приемлемыми для практики технико-экономическими пока-
зателями [5, 6].

Целью работы являются оценка технико-экономических показателей 
(ТЭП), анализ КСВУ, а также выявление возможности и условий создания 
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малого инновационного предприятия для их производства и применения 
для автономного теплоснабжения различных объектов на территории 
Астраханской области.

Произведем оценку основных технико-экономических показателей 
КСВУ: экономии тепла, годовой экономии затрат на топливо, капиталь-
ных затрат и срока окупаемости. При расчетах применялись основные 
показатели ранее разработанных оригинальных гелиоустановок гравита-
ционного типа с многоступенчатыми гелиоколлекторами и механических 
ветротеплогенераторов [5–7].

Экономия тепла за счет применения КСВУ может быть определена 
по формуле

	 , 	 (1)

kз – коэффициент замещения природного газа; с – теплоемкость; ρ – плот-
ность воды; νн – норма потребления горячей воды; nП – количество по-
требителей (жителей); tГВ, tХВ– температура горячей и холодной воды со-
ответственно; nТП  – продолжительность теплого периода.

Годовая экономия, полученная за счет снижения потребления при-
родного газа, выполняется по формуле

	 ,	 (2)

 H
PQ   

Капитальные затраты на изготовление и монтаж КСВУ могут быть 
приближенно определены по укрупненным показателям по формуле

	 ,	 (3)

  
 BN  

Срок окупаемости определялся по формуле

	 . 	 (4)

 BN  
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Основные технико-экономические показатели КСВУ

n,
чел. VA, м3 FK, м2 NB, кВт QЭ, ГДж/г. Э, 

тыс. руб./г.
К, 

тыс. руб.
Количе-
ство, лет

4 0,48 4,0 0,20 17,4 3,1 13,3 4,3

8 0,96 8,0 0,40 34,8 6,2 26,6 4,3

12 1,44 12,0 0,60 52,2 9,3 39,9 4,3

20 2,40 20,0 1,00 87,0 15,5 66,5 4,3

Как видно из таблицы, экономия от использования предлагаемых 
КСВУ различных типоразмеров в ценах и тарифах на начало 2010 г. со-
ставляет от 3,1 до 15,5  тыс. руб./год при капитальных затратах от 13,3 
до 66,5 тыс. руб., сроке окупаемости 4,3 года, а по расчету с учетом дис-
контирования в соответствии с «Методическими указаниями оценки 
инвестиционных проектов» – 5,5  года. Это существенно меньше, чем 
у солнечных водонагревательных установок известных конструкций, 
удельные затраты на которые достигают 14,0 тыс. руб./м2, а срок окупа-
емости для рассмотренных условий в Астраханской области составят до 
10,9 лет.

В настоящее время у авторского коллектива имеется ряд лаборатор-
ных экспериментальных установок, использующих ВИЭ. Разработаны 
методики расчета, схемные решения и чертежи некоторых из установок. 
Требуются разработка технической документации, изготовление и испы-
тание в производственных условиях пилотных оригинальных КСВУ, а в 
последующем и их модификаций для серийного производства и широко-
го применения. Для этого планируется создание малого инновационно-
го предприятия. Расчеты показывают, что при вложении 410 тыс. руб. за 
3 года может быть реализовано продукции на 1432 тыс. руб. и получена 
прибыль в размере 1022 тыс. руб.

Исследования, направленные на решение существующих проблем, 
планируется проводить на базе Лаборатории нетрадиционной энергетики 
Отдела энергетических проблем Саратовского научного центра РАН при 
Астраханском государственном техническом университете и на террито-
рии инвесторов. Планируется привлечение технических и финансовых 
средств инвесторов (крупных тепличных, гостиничных и животновод-
ческих комплексов), которые высказали заинтересованность проектом. 
Предполагается наладить в Астраханской области выпуск оригинальных 
КСВУ для применения в коттеджах, тепличных, гостиничных и животно-
водческих комплексах. В зависимости от условий применения на каждом 
конкретном объекте по согласованию с заказчиком могут вводиться кон-
структивные изменения и усовершенствования первоначально разрабо-
танного пилотного образца КСВУ.
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Выводы

1.	 Опережающие темпы роста цен на традиционные топливные 
энергоресурсы, а также загрязнение окружающей среды при их исполь-
зовании делает весьма актуальным применение возобновляемых источ-
ников энергии, таких как солнечная и ветровая. Учитывая непостоянство 
поступления солнечной и ветровой энергии, а также то, что наибольшее 
поступление ветровой энергии имеет место в апреле и октябре, когда на-
блюдается недостаток солнечной энергии, более целесообразным пред-
ставляется применение КСВУ.

2.	Э кономия от использования предлагаемых КСВУ различных ти-
поразмеров составляет от 3,1 до 15,5 тыс. руб./год при удельных капи-
тальных затратах 66,5  тыс.  руб./кВт и сроке окупаемости 5,5  года, что 
существенно меньше, чем у солнечных водонагревательных устано-
вок известных конструкций, срок окупаемости которых составляет до 
10,9 лет.

3.	 Предлагается организовать малое инновационное предприятие и 
наладить в Астраханской области выпуск КСВУ. Расчеты показывают, что 
при вложении 410 тыс. руб. за 3 года может быть реализовано продукции 
на 1432 тыс. руб. и получена прибыль в размере 1022 тыс. руб.
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Мировой экономический кризис, начавшийся в 2008  г., привел к 
пониманию необходимости сокращения издержек производства во всех 
отраслях народного хозяйства, включая нефте- и газодобывающую про-
мышленность Российской Федерации. Одним из возможных вариантов 
экономии топливно-энергетических ресурсов (ТЭР) является использо-
вание возобновляемых источников энергии (ВИЭ) на промысловых объ-
ектах, в том числе и на нефтедобывающих платформах [1–4].

Целью настоящей работы является комплексная энергетическая, тер-
модинамическая и технико-экономическая оценка эффективности энергос-
берегающих технологий и энергетического оборудования, в частности, ис-
пользующего ВИЭ, для различных нефтегазопромысловых объектов.

Основные технические показатели, область применения современ-
ных теплоэнергетических установок на основе ТЭР с возможным ис-
пользованием их на нефтегазопромысловых объектах по данным [5–7] 
приведена в табл. 1.

Таблица 1
Технические показатели энергоустановок

Месторасположение 
энергоустановки (блочной 

котельной)

Тип котлов (ко-
личество)

Рабочие параметры

Давление 
пара, 
МПа

Темпе-
ратура 

воды, ºС

Установленная 
мощность

МВт Гкал/ч

Центральный пункт сбора ДЕ1614ГМ (3) 0,6 150 33,5 28,8
Комплексный сборный 
пункт ДЕ1614ГМ (2) 0,6 150 22,3 19,2

Установка комплексной 
подготовки газа

UDG-8 (2)
TDK-2 (2) 0,6 115 19,6 16,8

Дожимная насосная 
станция

Е-1/9Г, (3) 0,6 115 2,1 1,8
ВК-21 (2)
КСВ-1 (2) – 115 6,0 5,1

Вахтовый поселок ВВД-1.8 (2) – 115 2,1 1,8
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Установленная мощность энергоустановок (блочных котельных), обо-
рудованных паровыми и водогрейными котлами отечественного и ино-
странного производства, составляет от 2,1 МВт для небольшого вахтового 
поселка до 33,5 МВт для центрального пункта промыслового сбора нефти. 
В качестве используемого для технологических целей теплоносителя при-
меняются водяной пар давлением 0,6 МПа и горячая вода с температурой 
115–150ºС. В качестве топлива в блочных котельных используются мазут, 
природный и нефтяной газ. Из-за значительно меньших затрат при стро-
ительстве и эксплуатации, а также снижения потерь теплоты в тепловых 
сетях себестоимость тепловой энергии от автономных источников суще-
ственно меньше, чем от централизованных котельных.

Расчеты автора по экономии ТЭР за счет применения солнечной, ве-
тровой энергии и вторичных энергоресурсов для предварительного подо-
грева холодной воды перед подачей в рассматриваемые блочные котель-
ные приведены в табл. 2.

Таблица 2
Данные по экономии топливно-энергетических ресурсов

Выработка 
тепловой энер-

гии (пара и 
горячей воды), 

тыс. Гкал/г.

Экономия за счет применения Замещение 
альтернативными 
энергоресурсамисолнечной 

энергии, 
тыс. Гкал/г.

ветровой 
энергии, 

тыс. Гкал/г.

вторичных 
энергоресур-

сов, тыс. Гкал/г.
тыс.  

Гкал/г. %

227,1 7,8 31,2 15,9 54,9 24

151,3 5,2 20,8 10,6 33,6 24

132,5 6,5 26,0 9,3 41,8 25

14,2 0,5 2,0 1,0 3,5 25

40,2 9,5 38,0* 2,8 50,3* 125*

15,8 3,2 12,8* 1,1 17,1 108*

* Часть вырабатываемой ветроэнергоустановками энергии используется для элек-
троснабжения нефтегазопромыслового объекта.

При выполнении расчетов выработки тепловой энергии принимался 
коэффициент использования установленной мощности 0,9. При расчетах 
экономии тепловой энергии за счет гелиоустановки и ветроэнергоуста-
новки по разработанным автором методикам [8] принималась темпера-
тура подогрева теплоносителя 55ºС. При оценке экономии за счет приме-
нения ВЭР (дымовых газов) учитывались потенциальные возможности 
охлаждения дымовых газов с использованием теплоты конденсации во-
дяных паров [9].

Как видно из табл. 2, при использовании альтернативных источни-
ков энергии для предварительного подогрева воды перед подачей в па-
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ровые котлы экономия ТЭР не превышает 25%. Наибольшая экономия 
ТЭР за счет использования ВИЭ и ВЭР – от 57 до 100% – возможна за 
счет их применения для предварительного подогрева воды перед подачей 
в водогрейные котлы и последующего использования горячей воды для 
технологических целей, отопления и горячего водоснабжения. Часть вы-
рабатываемой ветроэнергоустановками электроэнергии на дожимной на-
сосной станции и в вахтовом поселке может быть использована в теплый 
период года для электроснабжения, например для привода вспомогатель-
ного оборудования и освещения. Таким образом, эффективнее применять 
альтернативные источники энергии для получения горячей воды с темпе-
ратурой 50–60ºС.

Как отмечается в [7], для вахтовых поселков, опорных баз промысла, 
которые расположены на большом расстоянии от источников газоснаб-
жения, целесообразнее использовать электрические котлы, в частности 
индукционные нагреватели «Эдисон», используемые для отопления и го-
рячего водоснабжения. Применяются также теплонасосные станции на 
основе блоков тепловых насосов различных типов  [10]. Так, например, 
в Тюмени теплонасосная станция теплопроизводительностью 4,1 МВ т 
(3,5 Г кал/ч) использует низкопотенциальную теплоту поверхностного 
источника с температурой 7–8ºС и трансформирует ее до температуры 
65–70ºС для системы отопления и до температуры 55ºС для системы го-
рячего водоснабжения [7].

Применение солнечной, ветровой и волновой энергии возможно и 
на нефтедобывающих платформах, например, типа ЛСП‑1 на шельфе 
северной части Каспийского моря. Первая из 20 таких платформ стала 
добывать нефть в 2009 г. На платформе ЛСП‑1 размещаются комплексы: 
буровой, эксплуатационно-технологический, энергетический, а также бо-
лее 200 единиц судового оборудования. Автором предложен ряд схемных 
решений по применению ВЭУ типа «Радуга» номинальной мощностью 
1  000  кВт. Размещение 4 таких установок на индивидуальных основа-
ниях по периметру производственной платформы ЛСП‑1 на расстоянии 
100–150  м позволит выработать за год 2,4  млн  кВт ∙   ч электроэнергии 
и сэкономить около 800  т топлива. Для электроснабжения платформы 
ЛСП‑1 могут быть также применены волновые энергоустановки, напри-
мер волноэнергетическая установка «Pelamis» мощностью 750 кВт, дли-
ной 120 м, диаметром 3,5 м. Расчеты показывают, что ее использование 
позволит выработать за год около 1,3 млн кВт ∙ ч и дополнительно сэко-
номить 430 т топлива. В целом ВИЭ смогут обеспечить около половины 
потребности в электроэнергии, т.е. экономия ТЭР составит 50%.

Комплексный анализ энергетической, термодинамической и эко-
номической эффективности преобразования ВИЭ и ТЭР в тепловую и 
электрическую энергию (которая для ряда автономных объектов может 
быть использована для отопления и горячего водоснабжения) может 
быть выполнен на основе сопоставления показателей эффективности со-
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временных энергоустановок, использующих ТЭР и ВИЭ для получения 
тепловой и электрической энергии. Результаты расчетов наивысших по-
казателей энергетической, термодинамической и экономической эффек-
тивности энергоустановок, выполненных по разработанным автором ме-
тодикам, а также данные других авторов приведены в табл. 3.

Таблица 3
Показатели эффективности энергоустановок

Тип энергоустановки η ηех КУД,  
тыс. руб./кВт

СТЭ,  
руб./Гкал

Использующие ТЭР

Котельная 0,95 0,30 0,7 27

Индивидуальный теплогенератор 0,90 0,28 1,4 20

Газовый водонагреватель 0,85 0,26 1,4 20
Котельная с индукционными на-
гревателями 0,95 0,30 1,7 100

Использующие ВИЭ

Солнечная котельная 0,50 0,33 16,8 40

Солнечный водонагреватель 0,52 0,28 11,2 20

Ветроэнергетическая установка 0,40 0,40 16,8
33,6*

40
73*

Теплонасосная станция 0,60 0,52 3,4 33

* Получаемая энергия используется для электро- и теплоснабжения.

Как видно из табл.  3, энергетические КПД η энергоустановок, ис-
пользующих ВИЭ (включая тепловые насосы), в 1,5–2,0 раза меньше, чем 
КПД теплогенераторов, использующих ТЭР. Однако трансформаторы 
ВИЭ имеют эксергетические КПД ηех, практически такие же (в среднем 
лишь на 2% ниже) или даже большие значения, чем источники тепла, ис-
пользующие ТЭР. Удельные капитальные вложения (КУД) в источники 
тепловой энергии, использующие ВИЭ, в десятки раз превышают эти по-
казатели для источников тепловой энергии, использующих ТЭР, что обу-
словлено соответственно меньшим значением плотности потока энергии. 
Несколько лучшие показатели имеют тепловые насосы, у которых КУД 
лишь в 2–5 раз больше, чем у теплогенераторов, использующих ТЭР, и в 
3–10 раз меньше, чем у теплогенераторов, использующих ВИЭ.

Себестоимость получаемой тепловой энергии (СТЭ) от источников 
тепла, использующих ВИЭ, практически такая же, как и у источников 
тепла, использующих ТЭР. Себестоимость тепловой энергии, получа-
емой за счет использования электроэнергии в котельных с индукцион-
ными нагревателями, в 4–5 раз больше, чем у получаемой топливными 
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теплогенераторами, и в 1,4 больше, чем у получаемой из электроэнергии, 
вырабатываемой ветроэнергоустановками. Поэтому представляется не-
целесообразным непосредственное использование электроэнергии, полу-
чаемой за счет ТЭР и ВИЭ, для нужд теплоснабжения. Электроэнергию 
экономически целесообразно использовать для привода компрессоров 
теплонасосных станций.

Таким образом, в целом термодинамическая эффективность современ-
ных энергоустановок на основе ВИЭ не ниже, а в ряде случаев даже выше, 
чем у энергоустановок, использующих ТЭР. Поэтому с термодинамической 
точки зрения использование ВИЭ вполне целесообразно. Однако необходи-
мо дальнейшее совершенствование трансформаторов ВИЭ, направленное на 
повышение их энергетического КПД, а также улучшение их технико-эконо-
мических показателей – существенное сокращение удельных капитальных 
вложений и себестоимости получаемой тепловой энергии.

Выводы

На основе комплексной оценки эффективности энергосберегающего 
оборудования нефтегазопромысловых объектов можно сделать следую-
щие выводы.

1.	Н аибольшая экономия ТЭР за счет использование ВИЭ и ВЭР – 
от 57 до 100% – возможна за счет их применения для подогрева воды до 
температуры 50–60ºС. Часть вырабатываемой ветроэнергоустановками 
энергии может быть использована для электроснабжения промысловых 
объектов.

2.	 Применение четырех ветроэнергоустановок типа «Радуга» по пе-
риметру нефтедобывающей платформы ЛСП‑1 позволит выработать за 
год 2,4 млн кВт ∙ ч электроэнергии и сэкономить около 800 т дизтоплива, 
а использование волновых энергоустановок – за год около 1,3 млн кВт ∙ ч 
и дополнительно сэкономить 430 т дизтоплива.

3.	Э нергетические КПД энергоустановок, использующих ВИЭ, в 
1,5–2,0 раза меньше, чем КПД теплогенераторов, использующих ТЭР, а 
эксергетические КПД практически такие же, как у источников тепла, ис-
пользующих ТЭР.

4.	 Удельные капитальные вложения в источники тепловой энергии, 
применяющие ВИЭ, в десятки раз превышают эти показатели для источ-
ников тепловой энергии, использующих ТЭР, а себестоимость получае-
мой тепловой энергии от источников тепла, использующих ВИЭ, практи-
чески такая же, как и у источников тепла, использующих ТЭР.
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Повышение эффективности систем утилизации 
горючих ВЭР установок подготовки и переработки 

углеводородного сырья

И. В. Долотовский, А. В. Кульбякина

Саратовский государственный технический университет

На многих предприятиях газо-, нефтеперерабатывающей и нефтехи-
мической промышленности (ПНГП) в качестве топлива технологических 
установок используются продукты переработки углеводородного сырья 
и низкопотенциальные газовые выбросы. В общем случае топливная си-
стема таких предприятий включает, как правило, сеть жидкофазного и 
газообразного топлива. В качестве жидкого топлива используются ма-
зуты прямой гонки (основа котельно-печного топлива), крекинг-остат-
ки, а также остатки установок вакуумной перегонки, очистки масля-
ных дистиллятов и другие полупродукты технологических процессов. 
Из указанных остатков на предприятиях по углубленной переработке га-
зового конденсата и нефти компонуются котельное топливо различных 
марок. Сеть газообразного топлива обычно заполняется углеводородны-
ми очищенными газами, получаемыми при переработке углеводородного 
сырья (газы дегазации и стабилизации, водородосодержащий газ и дру-
гие газы с различным содержанием метана и высших углеводородов). 
Недостающее количество топливного газа для собственного потребления 
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производств восполняется из сети товарного газа или из внешней сети 
ПНГП.

Основными потребителями топливного газа являются технологиче-
ские печи установок, котельные агрегаты, электростанции собственных 
нужд с газотурбинным приводом, установки термического обезврежива-
ния отходов. Часть газа из топливной сети подается на продувку аппара-
тов, затем этот газ поступает в факельные системы. Удельное потребле-
ние топливного газа на технологические нужды производств составляет 
17–94 м3 на 1000 м3 переработанного газофазного сырья и 10–20 м3 на 
1 т переработанного газового конденсата или нефти. В качестве примера 
на рис. 1 показаны основные потоки углеводородных газов – топливных 
энергоресурсов предприятия по переработке сернистого газа и газового 
конденсата и взаимосвязь отдельных производств по этим потокам.

 2 
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Рис. 1. Упрощенная схема основных газотопливных потоков ПНГП 

В балансе первичных энергоносителей ПНГП доля топлива достигает 60%, 
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последние 5 лет. Это объясняется изменением ассортимента и качества 
получаемой продукции, состава исходного сырья и увеличением глуби-
ны его переработки. В то же время удельное потребление ТЭР на ПНГП 
в значительной степени зависит от схемы технологического процесса, 
мощности установок, режимов их эксплуатации, степени утилизации 
ВЭР, технического состояния оборудования, а также от климатических 
условий региона и других факторов.

Эффективность использования топлива в основных и вспомогатель-
ных процессах ПНГП определяется отношением [1]

	
,

где  – расход топлива в производстве j, т у.т.;
V – объем переработанного сырья; тыс. м3 или тыс. т;
β – коэффициент использования вторичных энергоресурсов (ВЭР);

 – объем ВЭР, отходящих от производства j, т у.т.
Анализ технологической структуры основных производств ПНГП 

показывает, что большие резервы повышения энергетической эффектив-
ности топливной системы имеются в установках первичной подготовки 
и переработки углеводородного сырья, где в сепарационном и регенера-
ционном оборудовании образовываются углеводородные газы стабилиза-
ции и дегазации технологических потоков углеводородов и абсорбентов. 
Эти газы могут быть использованы в самих установках – источниках го-
рючих ВЭР. Так, в блоках регенерации абсорбентов с огневыми испари-
телями установок осушки и очистки природного, попутного и технологи-
ческих газов углеводородные газы из трапов-дегазаторов и сепараторов 
рефлюксной жидкости десорберов могут быть использованы в качестве 
топливного газа в горелочных устройствах испарителей. В этом случае 
повышается коэффициент использования ВЭР, поскольку в технологиче-
ской структуре существующих производств перечисленные газы сбрасы-
ваются «на свечу».

Оценка эффективности технических решений по утилизации го-
рючих ВЭР в установках‑источниках выполнялась по разработанному 
расширенному модулю расчета параметров и состояний рассматривае-
мого объекта. Модуль является дополнением разработанной программы 
«Энергоресурс» [2], позволяющей выполнить анализ эффективности то-
пливной системы действующих и проектируемых ПНГП с учетом пере-
менных режимов эксплуатации огнетехнического оборудования. Вид 
экрана монитора с технологической схемой установки, полями ввода ин-
формации и результатами расчета приведен на рис. 2.



150

Рис. 2. Схема расчетного модуля с полями ввода и вывода информации: А – абсор-
бер; Т – теплообменник; К-1, К-2 – ректификационная колонна; Н-1, Н-2 – насос; Е-1,  
Е-2 – емкость; ВХ – аппарат воздушного охлаждения; НДЭГ, РДЭГ – насыщенный и 

регенерированный абсорбент (раствор диэтиленгликоля – ДЭГ)

Расчетные процедуры модуля позволяют разработать энерготехно-
логический баланс процессов, протекающих в аппаратах установки, и 
определить расход топливного газа на регенерацию абсорбента в зави-
симости от расхода и состава осушаемого газа. Результирующие дан-
ные представлены материальным и тепловым балансами абсорбции и 
десорбции, характеристиками процесса горения, составом и расходом 
газовой смеси, поступающей на горение с учетом генерируемых газов 
дегазации.

Анализ данных имитационного моделирования режимов эксплуата-
ции ряда действующих блоков осушки установок комплексной подготов-
ки и переработки газа и газового конденсата показал, что их модерни-
зация с целью повышения эффективности использования собственных 
горючих ВЭР позволит снизить потребление топливного газа из сети 
ПНГП на 30–36%. Удельное потребление топливного газа (на 1000  м3 
газа, подаваемого на осушку) составит 0,317 м3, что на 0,178 м3 меньше, 
чем в установках без утилизации газов дегазации.
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Работа выполнена при финансовой поддержке Министерства обра-
зования и науки РФ (госконтракт № 14.740.11.0107) в рамках реализации 
ФЦП «Научные и научно-педагогические кадры инновационной России» 
на 2009–2013 годы (мероприятие 1.1 XIV очередь, лот № 6, шифр лота 
2010-1.1-230-094).

Список литературы

1.	 Ларин Е. А. , Долотовский И. В., Долотовская Н. В. Энергетический комплекс га-
зоперерабатывающих предприятий. Системный анализ, моделирование, нормиро-
вание. – М. : Энергоатомиздат, 2008. – 440 с.

2.	 Ларин  Е.  А.  , Долотовский  И.  В., Долотовская  Н.  В.  Система «Энергоресурс»  : 
программа для ЭВМ №  2010615353. №  2010613798; заявл. 29.06.10; зарегистр. 
20.08.10.

УДК 658.264

Некоторые аспекты анализа риска перерывов  
в теплоснабжении

В. В. Лесных, Т. Б. Тимофеева1

ООО «Газпром ВНИИГАЗ», Москва
1Государственный университет управления, Москва

Проблема обеспечения качества жизни и надежности функциониро-
вания систем жизнеобеспечения является весьма важной с точки зрения 
устойчивого социально-экономического развития страны. Анализ совре-
менного состояния таких систем показывает, что проблемы их функци-
онирования и развития в настоящее время не всегда решаются с учетом 
новых условий и современных тенденций в научно-технической сфере. В 
определенной степени это относится и к жилищно-коммунальному ком-
плексу России, включая системы теплоснабжения.

Проблемы систем теплоснабжения в значительной степени опреде-
ляются технической политикой предыдущих лет и особенностями совре-
менного этапа развития страны. К ним, в частности, относятся:

−	 техническая отсталость и высокая степень изношенности основ-
ных фондов;

−	 низкая надежность и неудовлетворительное качество предостав-
ляемых услуг;

−	 низкая эффективность использования энергии на всех стадиях ее 
производства, распределения и потребления;

−	 высокая затратность, финансовая несбалансированность и бюд-
жетная зависимость;
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−	 высокий уровень коррумпированности отрасли;
−	 недостаточное правовое регулирование в данной сфере;
−	 низкая инвестиционная привлекательность;
−	 неконтролируемое негативное воздействие на окружающую сре-

ду мелких теплоисточников.
Жилищно-коммунальный комплекс страны (ЖКХ) является слож-

ной распределенной технической системой, в состав которой в числе 
прочего входят системы теплоснабжения коммунальных потребителей. 
В настоящее время только централизованное теплоснабжение включает 
700 теплоэлектроцентралей, более 40 тыс. котельных, 19 тыс. централь-
ных тепловых пунктов, 183 тыс. км тепловых сетей. В структуру ЖКХ 
также входят 375 тыс. км водопроводных сетей и 162 тыс. км газопро-
водов. Техническое состояние объектов комплекса оценивается как не-
удовлетворительное, основные фонды теплоснабжения изношены на 
60%, электроснабжения – на 70%, водопроводные сети – на 55%. Неза-
медлительной замены требуют около 20% от общей протяженности сетей 
теплоснабжения. По данным Ростехнадзора России, более 32% котлов и 
23% трубопроводов уже отработали нормативный срок службы. По дан-
ным Министерства регионального развития РФ, в 2009 г. доля тепловых 
сетей, выслуживших установленные сроки, увеличилась до 32,7%. По 
разным оценкам в сетях теряется от 30 до 50% тепла. Все это является 
причиной высокой аварийности.

Современное состояние систем теплоснабжения можно оценить как 
глубокий системный кризис, выход из которого связан с преобразования-
ми институционального и технологического характера. Реализация таких 
преобразований должна обеспечить коренное повышение эффективности 
и инвестиционной привлекательности коммунальной энергетики и в ко-
нечном счете переход ее на путь устойчивого развития за счет самоор-
ганизации и самофинансирования. Указанные преобразования должны 
учитывать новую парадигму в постановке задач развития и повышения 
эффективности эксплуатации существующих систем теплоснабжения и, 
прежде всего, необходимость всестороннего учета факторов риска, вклю-
чая риски перерывов в теплоснабжении.

Отключение потребителей от теплоснабжения является достаточно 
частым событием, имеющим широкий спектр последствий. К наиболее 
частым причинам перерыва в теплоснабжении относятся изношенность 
оборудования, нарушение правил эксплуатации тепловых систем и сти-
хийные бедствия.

Последствия отключений от теплоснабжения потребителей наи-
более подробно изучены в случаях массовых отключений, вызванных 
системными авариями. Краткое описание наиболее крупных аварий 
в системах теплоснабжения за период 2007–2010  годы приведено в 
табл. 1.



153

Таблица 1
Краткая характеристика наиболее крупных аварий в системах теплоснабжения 

России

23 февраля 2007 г.
г. Электросталь, 
Московская обл.

В результате кратковременного отключения электроэнергии, 
произошел технологический сбой в работе котельной «Южная». 
Из-за гидравлического удара произошел прорыв трубы тепло-
трассы. При наружной температуре –25°С более 38 тыс. человек 
остались без тепла (371 жилое помещение, 7 детсадов, 7 учеб-
ных заведений, детдом, больница). Перерыв в теплоснабжении 
длился 4 суток. Часть пострадавших была эвакуирована.

Февраль 2008 г.,
г. Улан‑Удэ

Наиболее крупная авария 2008 г. в тепловых сетях произошла на 
Улан-Удэнской ТЭЦ. Вызвана коротким замыканием в турбин-
ном цехе ТЭЦ № 1, пожаром, последовавшим за ним взрывом 
водорода. Для ликвидации ЧС было образовано сразу три шта-
ба: республиканский, штаб МЧС и штаб, созданный в РАО ЕЭС. 
Были отключены все шесть котлов (ТЭЦ‑1), без теплоснабжения 
остались 524 дома города (это свыше 170 тыс. жителей). Вторая 
городская централь (ТЭЦ‑2), на которую заведено 40% объектов 
города, от аварии на ТЭЦ‑1 тоже пострадала – изношенные те-
пловые сети не выдержали нагрузки, и после гидравлического 
удара было зафиксировано кратковременное нарушение в рабо-
те оборудования.

Март 2008 г.,
г. Хабаровск

Прорыв на теплотрассе. Без отопления остались 65 жилых до-
мов и 7  объектов социального значения. Во время ремонтных 
работ выяснилось, что прорыв произошел на трубе в зоне от-
ветственности муниципального предприятия тепловых сетей, в 
20 сантиметрах от тепловой камеры, принадлежащей Хабаров-
ской теплосетевой компании.

Февраль 2010 г.,
г. Владимир

В результате прорыва теплотрассы в центре города без тепло-
снабжения остались 145 многоквартирных домов, ряд социально 
значимых объектов. На следующий день прорвало теплотрассу в 
юго-западном районе города. После окончания восстановитель-
ных работ на магистральном трубопроводе и возобновления 
теплоснабжения начался каскадный процесс разгерметизации 
распределительных систем, включая внутридомовые трубы и 
промерзание батарей в квартирах. Не выдержала нагрузок го-
родская энергосистема, что привело к перерывам поставок элек-
троэнергии. Аварийные работы продолжались девять дней.

Как и следовало ожидать, наиболее серьезные последствия от аварий 
в тепловых сетях наблюдаются в зимний период при низких температу-
рах наружного воздуха.

Выполненный анализ показывает, что 10% аварий приводит к дли-
тельным перерывам в теплоснабжении (свыше 20 суток). Данный факт 
отражает изношенность основных фондов систем теплоснабжения и не-
достаточную оперативность в работе аварийных служб. Приведенные 
выше данные позволяют, прежде всего, оценить частоту негативных со-
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бытий на тепловых сетях, но их недостаточно для оценки ущерба. Это 
в определенной степени связано с предельной укрупненностью данных, 
когда фиксируется только суммарный недоотпуск по всем отказам и ава-
риям. Кроме того, по мнению экспертов  [1], сама технология подсчета 
недоотпуска и отсутствие достаточных технических и организационных 
средств для его обнаружения и измерения не позволяют использовать не-
посредственно данный показатель. В данной ситуации может оказаться 
полезным анализ длительности восстановления тепловых сетей после 
аварий. В ряде случаев этот параметр для конкретной тепловой сети мож-
но связать с величиной ущерба потребителя.

В последние годы все более популярным становится использование 
методологии анализа и управления рисками для исследования проблем 
безопасности и выбора эффективных схем и стратегий развития. Наи-
большего развития концепция рисков получила в области природных и 
техногенных чрезвычайных ситуаций, финансовых рисков компаний и 
корпораций. Представляется целесообразным применение данной кон-
цепции при выборе эффективной схемы теплоснабжения коммуналь-
ных потребителей. Такой вывод основывается на том, что объекты ЖКХ 
сами являются источниками опасности и подвергаются многочисленным 
внешним воздействиям, которые оказывают влияние на работоспособ-
ность и эффективность систем жизнеобеспечения.

В современной трактовке под риском понимается потенциальная 
возможность случайных событий с негативными (нежелательными) для 
человека, общества и качества природной среды последствиями. Следует 
различать риск как сложный онтологический феномен и количественные 
меры его оценки. Наиболее популярными измерителями риска являются 
вероятность и последствия, а также различная комбинация этих характе-
ристик.

Существование субъективной составляющей риска требует привле-
чения новых измерителей, к которым можно отнести лингвистические 
переменные и субъективную вероятность. В зависимости от вида риска 
его свойства могут быть описаны и измерены различными характеристи-
ками. Например, в работе [2] предлагается следующий перечень измери-
мых показателей:

−	 вероятность или частота проявления;
−	 величина потерь;
−	 надежность оценки;
−	 пространственный масштаб проявления;
−	 временная форма реализации, отдаленные эффекты;
−	 обратимость последствий (компенсируемость);
−	 социальные эффекты (культурные и психологические реакции).
В настоящей работе под количественными показателями риска по-

нимаются частота (вероятность) случайных событий, негативные послед-
ствия (длительность перерыва в теплоснабжении, число пострадавших 



155

жителей, материальные потери, экономический ущерб), а также их су-
перпозиция.

Задача повышения эффективности или выбора эффективной схемы 
теплоснабжения в определенной степени может быть развита на случай, 
когда учитываются различные варианты возмещения ущерба (страхова-
ние, коллективные финансовые резервы, кредитные линии, новые финан-
совые продукты и пр. [3]). В идеале можно подобрать такой состав меха-
низмов возмещения ущерба, при котором случайная величина ущерба в 
критерии эффективности будет заменена на детерминированную плату 
за риск. Составляющая критерия эффективности, связанная с величиной 
ущерба от перерывов в теплоснабжении, может быть записана в виде [4]

	 ,	 (1)

где jY – составляющие полного ущерба от перерыва в теплоснабжении;
( )c

iY – величина ущерба, возмещаемого  способом;
iC – плата за использование  механизма возмещения ущерба.

Последствия аварии в системе теплоснабжения представляют собой 
цепь последовательных взаимосвязанных событий, распределенных в 
пространстве и во времени. По месту и времени наступления ущерба раз-
личают прямой, косвенный, полный и общий ущерб.

В общем случае структура ущерба включает ущерб у теплоснабжаю-
щей компании и ущерб у потребителей. Первая составляющая достаточно 
подробно рассмотрена в работе [5] и не является предметом настоящего 
исследования. Вторая составляющая может включать ущерб у различных 
категорий потребителей (коммунальных, промышленных, потребителей 
сферы услуг и государственного управления).

Рассмотрим подробнее структуру суммарного ущерба, вызванного 
перерывами в теплоснабжении коммунальных потребителей, поскольку 
именно данная категория несет основные потери. По аналогии с другими 
типами ущерба выделим прежде всего прямой и косвенный. Если послед-
ствия от перерывов в теплоснабжении носят масштабный и долговремен-
ный характер, возможно также проявление вторичных последствий (вто-
ричный ущерб).

Прямой ущерб определяется материальными, экономическими и 
социальными потерями у населения, которое непосредственно нахо-
дилось в зданиях, отключенных от теплоснабжения. На формирование 
прямого ущерба у коммунальных потребителей оказывает влияние це-
лый ряд факторов, и прежде всего длительность отключения, темпера-
тура наружного воздуха, тип жилых зданий, число пострадавших и пр. 
Кроме того, необходимо учитывать дополнительные затраты на исполь-
зование альтернативных источников теплоснабжения (электроэнергия, 
газ, уголь).
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Прямой ущерб, вызванный перерывами в теплоснабжении комму-
нальных потребителей, включает:

–	 ущерб жизни и здоровью населения непосредственно в зоне 
энергоаварии;

–	 ущерб, связанный с потерей материальных ценностей;
–	 моральный ущерб;
–	 дополнительные затраты на использование альтернативных ис-

точников теплоснабжения.
Соответственно структура прямого ущерба должна включать следу-

ющие составляющие [6]:
	 , 	 (2)
где Yздор – ущерб жизни и здоровью коммунальных потребителей, непо-
средственно пострадавших от перерывов в теплоснабжении;

Yимущ – ущерб, связанный с потерей материальных ценностей у ком-
мунальных потребителей (имущество, продукты и пр.);

Yморал – моральный ущерб у населения, подвергшегося воздействию 
негативных факторов аварии в системах теплоснабжения;

Зальт – затраты населения, связанные с использованием альтернатив-
ных источников теплоснабжения;

Зтепл – снижение платежей за услуги теплоснабжающих компаний на 
период перерыва в теплоснабжении.

Рассмотрим методы расчета вышеперечисленных данных более под-
робно.

Ущерб жизни и здоровью коммунальных потребителей, непосред-
ственно пострадавших от перерывов в теплоснабжении, определяется 
числом погибших и пострадавших. Оценка данной составляющей прямо-
го ущерба основана на определении ожидаемого числа погибших и по-
страдавших среди коммунальных потребителей.

Прямой ущерб жизни и здоровью оценивается исходя из размеров 
компенсации пострадавшим и семьям погибших, и включает разовые и 
длительные выплаты. Разовые выплаты оцениваются исходя из числа по-
гибших и пострадавших по каждому классу отключения теплоснабжения 
и размерам компенсации:
	 ,	 (3)
где Nпостр, Nпог  – число пострадавших и погибших в результате перерыва 
в теплоснабжении потребителей, чел.;

Спостр, Спог – размер разовых компенсаций пострадавшим и род-
ственникам погибших соответственно, руб./чел.

Размер разовых компенсаций устанавливается органами исполни-
тельной власти муниципального образования, субъекта Российской Фе-
дерации или правительством РФ.
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морального вреда. Кроме того, необходимо различать моральный ущерб, 
связанный с потерей имущества, потерей здоровья или гибелью людей. 
С учетом этого размер морального вреда может быть оценен по формуле

	 , 	 (6)

где ρ, ω, σ – доля пострадавших потребителей тепла, подавших иск на воз-
вещение морального ущерба, связанного с нанесением вреда здоровью, 
гибелью родственников и потерей личного имущества соответственно;

Mпостр, Мпог, Мпог – размер возмещения морального ущерба на од-
ного пострадавшего, связанного с нанесением вреда здоровью, гибелью 
родственников и потерей личного имущества, соответственно;

Nимущ  – число потребителей тепла, личному имуществу которых в 
результате перерыва в теплоснабжении был нанесен вред.

Затраты населения, связанные с использованием альтернативных ис-
точников теплоснабжения, можно определить по формуле

	 , 	 (7)

где Tоткл – длительность перерыва в теплоснабжении, ч;
ωl – доля населения, пострадавшего от перерыва в теплоснабжении, 

которая использует для отопления l‑й вид энергоносителя (электроэнер-
гия, газ, уголь и пр.);

lc  – цена альтернативного вида энергоносителя (руб./кВт  · ч, руб./
куб. м · ч и пр.);

lg  – часовой расход альтернативного энергоносителя, используемо-
го для теплоснабжения.

Возможность снижения платежей теплоснабжающим компаниям 
на период восстановления теплоснабжения установлена федеральным 
законодательством. Размер снижения платежей определяется выраже-
нием

	 ,	 (8)

где 0T  – минимальная длительность перерыва, после которого возможно 
снижение (отказ) от платежей теплоснабжающей компании (в соответ-
ствии с постановлением* рекомендуемое значение составляет 8 ч);
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вительной стоимости по каждой группе объектов устанавливаются нор-
мативно, на основании статистических данных или экспертно.

Ущерб от потери ожидаемого дохода зависит от длительности вос-
становления и оценивается исходя из удельного среднегодового дохода 
различных групп физических и юридических лиц. Величина ущерба 
от потери ожидаемого дохода в результате перерыва в теплоснабжении  
равна:

	 ,	  (11)

где  – удельная величина годового дохода m-го типа объектов,  
руб/кв. м;

md  – доля площади, занимаемая m-м типом объектов, попавших в 
зону перерыва в теплоснабжении;

К типам объектов целесообразно отнести физических лиц, объекты 
промышленности, инфраструктуры, сферы услуг, сельское хозяйство. 
Удельные показатели дохода по каждой группе объектов устанавлива-
ются нормативно, на основании статистических данных или экспертно. 
Длительность восстановления задается в месяцах.

Ущерб от снижения налоговых поступлений в бюджеты соответству-
ющих уровней оценивается в предположении, что величина отчислений 
пропорциональна величине годового дохода и зависит от длительности 
восстановления:

	 ,	 (12)

Вторичный ущерб перерывов в теплоснабжении потребителей вклю-
чает:

–	 ущерб, связанный с оттоком населения;
–	 ущерб от снижения инвестиционной привлекательности муници-

пального образования или субъекта Российской Федерации;
–	 снижение налоговых поступлений в бюджеты соответствующих 

уровней из-за нарушения или прекращения поставок с территорий, на-
ходящихся в зоне энергоаварии.

Ущерб от вторичных последствий имеет более сложную природу, 
чем прямой и косвенный ущербы. Он является результатом реагирования 
всей системы социально-экономических отношений в регионе или стра-
не на произошедшую энергоаварию. Данная составляющая не является 
простой суммой прямого и косвенного ущерба. Ущерб от вторичных по-
следствий перерывов в теплоснабжении можно определить как алгебра-
ическую разность между стоимостной оценкой потерь во всех секторах 
экономики и дополнительным доходом в отдельных сферах деятельно-
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сти. Величина вторичного ущерба от перерывов в теплоснабжении может 
оцениваться в долях от суммарного значения прямого и косвенного ущер-
ба. Значение долей вторичного ущерба задается на основании статисти-
ческих данных или экспертно.

Анализ вклада различных составляющих в суммарный прямой 
ущерб выполнен на примере перерывов в теплоснабжении коммуналь-
ных потребителей г. Архангельска. Результаты данного анализа приведе-
ны в табл. 2.

Таблица 2
Структура прямого ущерба коммунальных потребителей от перерывов  

в теплоснабжении

Вид ущерба Доля, %
Ущерб личному имуществу 44,8
Ущерб здоровью 22,4
Моральный ущерб 18,5
Затраты на использование альтернативных источников теплоснабжения 0,8
Снижение платежей за теплоснабжение 13,5

Анализ структуры показывает, что основной вклад в суммарный 
прямой ущерб вносят ущерб личному имуществу, здоровью и моральный 
ущерб. Следует отметить, что оценка морального ущерба проводилась 
для относительно низкой доли населения, готового подать соответству-
ющий иск.

Проведенный анализ влияния длительности перерыва в теплоснаб-
жении на величину прямого и косвенного ущербов в диапазоне от 3 до 
9 суток показывает, что для принятых исходных данных изменение ука-
занного показателя приводит к снижению суммарного прямого ущерба. 
Это вызвано существенным увеличением влияния снижения платежей 
при большой длительности отключения теплоснабжения.

Выводы

Одна из центральных проблем при организации эффективного ме-
ханизма снижения рисков перерывов в теплоснабжении потребителей 
состоит в оценке ущерба, вызванного отключением теплоснабжения ком-
мунальных потребителей.

Анализ структуры прямого и косвенного ущерба показывает, что 
косвенный ущерб в несколько раз может превосходить прямой ущерб от 
перерыва в теплоснабжении. В свою очередь, в структуре прямого ущерба 
значимое место занимают ущерб личному имуществу и моральный ущерб.

Часть составляющих прямого ущерба может быть компенсирована за 
счет страхования с использованием существующих страховых продуктов 
(страхование личного имущества, страхование морального вреда и др.)
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При оценочных расчетах для целого ряда составляющих прямого и 
косвенного ущерба были использованы экспертные оценки (доля забо-
левших, доля квартир с размороженной системой отопления и т.д.), что 
снижает обоснованность полученных данных. Этот факт говорит о необ-
ходимости создания системы мониторинга расширенного перечня харак-
теристик последствий перерывов в теплоснабжении.
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Вопросы повышения маневренности  
на основе комбинирования схем АЭС и гту*

З. Ю. Новикова, А. С. Наумов1, В. А. Хрусталев

Отдел энергетических проблем Саратовского научного центра РАН,
1 Саратовский государственный технический университет

Вопросы обеспечения переменных графиков нагрузок с помощью 
атомных электростанций при сохранении высокого КИУМ и тепло-
вой мощности реакторной установки обсуждались несколько лет назад. 
В настоящее время эта тема вновь становится актуальной в связи с на-
мечаемыми высокими темпами ввода АЭС в России в рамках проекта 
«АЭС‑2006».

В качестве одного из эффективных решений названной проблемы 
предполагается создание систем аккумулирования тепловой энергии 
(САТЭ), которые обеспечат возможность участия АЭС в регулировании 
графиков электрической нагрузки (на действующих АЭС в пределах до-

*   Статья выполнена при финансовой поддержке РФФИ (грант № 09‑08‑00496 а).



163

пустимого перегрузочного резерва турбогенератора) в широком диапазо-
не изменения мощности на вновь проектируемых АЭС с ВВЭР [1].

Принципиальные схемы аккумулирования на АЭС предлагались в 
России и за рубежом сравнительно давно [2, 3]. Условно можно назвать 
два основных направления развития аккумуляторов теплоты: аккумуля-
торы питательной воды (АПВ) и аккумуляторы фазового перехода (АФП). 
АПВ относительно просты в исполнении и малозатратны, их примене-
ние связано с необходимостью хранения больших запасов рабочего тела 
под высоким давлением. Это не может быть признано допустимым по 
современной концепции безопасности водо-водяных реакторов. Дело в 
том, что в течение кампании частичной топливной загрузки существенно 
растет значение (отрицательное) температурного коэффициента реактив-
ности, которое равно Δρ/Δt.

Это связано со снижением средней концентрации борной кислоты в 
теплоносителе (воде первого контура) для плавной компенсации запаса 
реактивности, уменьшающегося в связи с выгоранием топлива. Одновре-
менно с этим растет значение т.к.р., что может приводить к нейтронно-
физической дестабилизации реакторной установки со стороны второго 
контура (аварийные разрывы, крупные течи в системе тепловых аккуму-
ляторов).

Второе направление – АФП –, вопреки очевидному преимуществу 
состоящему в возможности аккумулирования рабочего тела при неболь-
ших (вплоть до атмосферного) давлениях, также труднореализуемо, но 
уже по другой причине – отсутствие теплоаккумулирующих веществ 
(ТАВ), сочетающих необходимые свойства. Главное из них это относи-
тельно невысокая температура плавления (tпл) и, напротив, высокая те-
плота фазового перехода (Δhф), а также удельная объемная теплоемкость 
(энергоемкость) – ρmin∙Δhф, кВт ∙ ч/м3. Именно эти величины определяют 
применимость данного ТАВ, во‑первых, по температурным условиям в 
типовых влажнопаровых циклах АЭС с ВВЭР, во‑вторых, по требованию 
относительно невысоких капиталовложений в АФП и приемлемых габа-
ритов. Указанные характеристики для ряда чистых веществ, бинарных и 
трехкомпонентных смесей приведены в таблице [4].

Как видно из таблицы, единственным подходящим веществом с пози-
ций, приведенных выше, является LiNO3 с температурой плавления 252ºС.

Рассмотрим работу схемы аккумулирования теплоты на АЭС с АФП, 
теплоаккумулирующим веществом которого является LiNO3 (рис.  1). В 
период уменьшения электрической нагрузки паровая турбина 2 работает 
на пониженной мощности. Избыток пара, вырабатываемого парогенера-
тором 1, подается в АФП 4. Конденсат греющего пара поступает в акку-
мулирующую емкость 9, которая для стабилизации давления соединена 
паропроводом 16 с парогенератором 1. Из бака холодной воды 11 в основ-
ной контур направляется конденсат, расход которого эквивалентен рас-
ходу рабочего тела в емкости 9.
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В период максимума электрической нагрузки турбина 2 работает с 
номинальной мощностью. Горячая вода из емкости  9 при постоянном 
давлении поступает в АФП 4, где за счет аккумулированной теплоты ге-
нерируется пар, направляемый в пиковую турбину 10. Конденсат из кон-
денсатора 6 сливается в бак 11.

Недостатком данной схемы (см. рис. 1) является невозможность ис-
пользования ТАВ с более высокой теплотой фазового перехода, так как 
предельная температура в цикле АЭС с ВВЭР – 275–278ºС.

141315
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Рис. 1. Схема АЭС с АФП и пиковой турбиной без регенерации [5]: 1 – парогенера-
тор; 2 – паровая турбина; 3 – линия острого пара; 4 – аккумулятор фазового перехода;  
5 – генератор; 6 – конденсатор пиковой турбины; 7 – регенеративный теплообмен-
ник; 8 – конденсатный насос; 9 – аккумулятор дренажа греющего пара; 10 – пи-
ковая турбина; 11 – аккумулятор конденсата пиковой турбины; 12 – сепаратор;  
13 – предвключенная ступень; 14 – промежуточный пароперегреватель; 15 – запор-
ная арматура; 16 – соединительный паропровод; 17 – кондесатор основной турбины; 

18 – деаэратор

Вторым способом обеспечения с помощью АЭС переменных графи-
ков нагрузки являются комбинированные схемы. Давно известны идеи 
и схемы реализации внедрения парогазовых технологий на АЭС [6–8]. 
Ряд схем, защищенных авторскими свидетельствами, были предложены 
в СГТУ.
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Парогазовая установка, где промежуточный пароперегреватель под-
соединен к трубопроводу выхлопных газов газовой турбины после ос-
новного пароперегревателя, а последний снабжен байпасными трубопро-
водами с запорной арматурой, один из которых включен в линию острого 
пара, а второй – в газопровод выхлопных газов, изображена на рис.  2. 
К трубопроводу выхлопных газов после промежуточного пароперегрева-
теля подключен по меньшей мере один регенеративный теплообменник.
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Рис. 2. Схема комбинирования энергоблока АЭС с ГТУ [6]: 1 – паровая тур-
бина; 2 – ЦВД; 3 – ЦНД; 4 – парогенератор; 5 – линия свежего пара; 6 – 
основной газовый пароперегреватель; 7 – трубопровод выхлопных газов;  
8 – газовая турбина; 9 – промежуточный паропаровой перегреватель; 10 – 
паропровод; 11 – сепаратор; 12 – предвключенная ступень; 13 – конденсатор;  
14 – конденсатопровод; 15 – насос; 16, 17 – регенеративный теплообменник; 
18, 19 – байпасный трубопровод; 20, 21 – запорная арматура; 22 – трубопро-

вод выброса выхлопных газов
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Парогазовая установка, содержащая паровую турбину с цилиндрами 
высокого и низкого давления, соединенными между собой паропроводом 
с включенными в него сепаратором, имеющим линию отвода воды, и про-
межуточным паропаровым пароперегревателем, и парогазовый промежу-
точный пароперегреватель, подключенный к тракту отработавших газов 
газовой турбины, изображена на рис.  3. При этом установка снабжена 
дополнительным теплообменником, включенным по нагреваемой сторо-
не между линией отвода воды и паропроводом перед цилиндром низкого 
давления, по греющей – к тракту отработавших газов газовой турбины, 
а парогазовый промежуточный пароперегреватель подключен к паропро-
воду между цилиндрами высокого и низкого давления параллельно паро-
паровому пароперегревателю.
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Рис. 3. Схема энергоблока АЭС с ГТУ ЗЦ [7]: 1 – ЦВД; 2 – 
ЦНД; 3 – паропровод; 4 – сепаратор; 5 – линия отвода воды из 
сепаратора; 6 – паропаровой промежуточный перегреватель; 
7 – газопаровой промежуточный перегреватель; 8 – теплооб-
менник; 9 – тракт отработавших газов; 10 – газовая турбина; 
11 – камера сгорания; 12 – компрессор; 13 – соединительный 
трубопровод; 14 – теплообменник; 15 – питательная вода;  

16 – регенеративный подогреватель; 17 – свежий пар

конденсатор
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Эти идеи получили новое освещение в инновационных обзорах кон-
церна «Росэнергоатом»  [9]. Установки с комбинированием АЭС и ГТУ 
представляются перспективными в свете энергетической стратегии Рос-
сийской Федерации, направленной на дальнейшее развитие АЭС с реак-
торами на тепловых нейтронах, с одной стороны, и решение проблемы до-
статочной маневренности энергосистем с высокой долей АЭС – с другой.

В этом плане предложим несколько иную концепцию аккумуляции 
теплоты для АЭС с использованием тепла уходящих газов ГТ, работа-
ющей по одной из возможных схем комбинирования с тепловой схемой 
АЭС (рис. 4).
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Рис. 4. Схема комбинированного энергоблока АЭС с ГТУ с АФП: 1 – ЦВД; 
2 – ЦНД; 3 – паропровод; 4 – сепаратор; 5 – линия острого пара; 6 – паро-
провод; 7 – первая ступень паропарового промежуточного перегревателя; 
8 – вторая ступень паропарового промежуточного перегревателя; 9 – тракт 
отработавших газов; 10 – газовая турбина; 11 – камера сгорания; 12 – ком-
прессор; 13 – дожигающее устройство; 14 – байпасный газопровод; 15 – ак-

кумулятор фазового перехода; 16, 17 – соединительный паропровод

конденсатор
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Парогазовая установка, содержащая паровую турбину с цилиндрами 
высокого и низкого давления, соединенными между собой паропроводом 
с включенными в него сепаратором, имеющим линию отвода воды, и про-
межуточным паропаровым пароперегревателем, и парогазовый промежу-
точный пароперегреватель, подключенный к тракту отработавших газов 
газовой турбины, изображена на рис. 4. При этом аккумулятор фазового 
перехода подключен к паропроводу между цилиндрами высокого и низ-
кого давления параллельно паропаровому пароперегревателю.

Для расширения температурного диапазона аккумулирования пред-
ложена установка дожигающего устройства (ДУ). В дожигающем устрой-
стве [10] происходит дожигание некоторого количества топлива (природ-
ного газа) в среде выхлопных газов ГТУ (с содержанием О2 до 16–17%). 
Это дает возможность повысить их температуру. Наличие ДУ позволяет 
успешней регулировать температурные напоры на горячей стороне заряд-
ки АФП с конкретным ТАВ с целью снижения потерь от необратимости 
теплообмена.

При установке АФП (в том числе модульного типа) можно добить-
ся расширения регулировочного диапазона комплекса ГТУ+АФП+АЭС. 
Такой комплекс позволяет утилизировать теплоту газов в часы провала 
графика электрических нагрузок и использовать ее для выработки до-
полнительной электроэнергии в пиковый период. Учитывая, что в этот 
период тарифы существенно выше, чем в «провальной» части суток 
(в Западной Европе в 7–8 раз), такая схема генерации представляется 
перспективной. К недостаткам данного комплекса можно отнести от-
сутствие утилизации теплоты газов в период работы АФП, а также огра-
ничение по времени использования АФП в пиковый период из-за его 
разрядки.

Комплекс ГТУ+ГПП+АЭС (ГПП – газопаровой пароперегреватель), 
в свою очередь, позволяет утилизировать теплоту газов в период работы 
газопарового пароперегревателя. К тому же данный комплекс не имеет 
ограничений по времени использования ГПП. К недостаткам можно от-
нести то, что в данном комплексе из-за глубокой разгрузки ГТУ в часы 
провала графика электрической нагрузки включение ГПП может оказать-
ся неэффективным («раздельная» работа ГТУ и АЭС с сохранением пи-
тания собственных нужд 1‑й категории АЭС).

Из сказанного выше можно сделать вывод, что наиболее перспек-
тивным является возможность совместного использования газопаро-
вого пароперегревателя и аккумулятора фазового перехода. Комплекс 
ГТУ+АФП+ГПП+АЭС позволяет:

1)	 постоянно утилизировать теплоту газов в часы пониженной и 
максимальной нагрузки электрического графика;

2)	 работать без ограничений в суточном разрезе с использованием 
тепловой мощности периода сниженных нагрузок для дополнительной 
генерации пиковой электроэнергии.



170

Преимуществом такой схемы может являться сочетанная (парал-
лельная во времени) работа ГПП и АФП, например, с использованием 
газов в ГПП для вытеснения низкопотенциальных участков регенератив-
ной схемы влажнопаровой турбоустановки, а АФП – для повышения тем-
пературы перегреваемого пара перед ЦНД. Это дополнительно повысит 
пиковую мощность энергокомплекса.

В свете последней аварии на энергоблоках АЭС с BWR в Японии из-
за потери связи с энергосистемой и полного отказа дизель-генераторов, 
выведенных из строя волной (цунами), сопровождающей землетрясения 
около 4-х баллов (МSK-64), целесообразно иметь дополнительные элек-
трические связи с отпаек генератора ГТУ секций надежного питания по-
требителей собственных нужд АЭС.
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УДК 621.311

Основы тарифной политики с целью снижения  
неравномерности суточных графиков  

электрических нагрузок

Н. В. Гусева

Саратовский государственный технический университет

Для повышения экономичности работы энергосистем большое зна-
чение имеет установление многоставочных тарифов, дифференциро-
ванных по сезонам и зонам суточного времени. Такие тарифы должны 
стимулировать выравнивание суточных и сезонных графиков нагрузки 
энергосистемы и повышение использования их производственных мощ-
ностей.

В России тарифы на электроэнергию для потребителей устанавли-
вают региональные энергетические комиссии (РЭК), формируемые орга-
нами власти.

Тариф на электрическую энергию формируется из стоимости её про-
изводства, услуг по передаче по сетям федеральной сетевой и межреги-
ональных распределительных компаний, инфраструктурных платежей и 
сбытовой надбавки.

При этом на федеральном уровне (ФСТ) определяется:
–	 тариф покупки электроэнергии с федерального оптового рынка 

электроэнергии, (двухставочный тариф);
–	 тарифы инфраструктурных организаций (НП «Совет Рынка», 

ОАО «ФСК ЕЭС», ОАО «СО-ЦДУ ЕЭС»).
В компетенции регионального органа тарифного регулирования на-

ходятся такие составляющие конечной стоимости электроэнергии, как:
–	 тариф на услуги по передаче электрической энергии, оказывае-

мые региональными сетевыми организациями (единый двухставочный 
или одноставочный тариф), утверждаемые УРТ в рамках установок ФСТ 
предельных уровней тарифов);

–	 тариф на услуги сбытовых организаций, являющихся гарантиру-
ющими поставщиками [1].

В России установлено три варианта тарифов на электрическую энер-
гию:

1)	 одноставочный тариф, включающий в себя полную стоимость 
одного киловатт-часа поставляемой электрической энергии;

2)	 двухставочный тариф, включающий в себя ставку за один 
киловатт‑час электрической энергии и ставку за один киловатт электри-
ческой мощности;
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3)	 одноставочный (двухставочный) тариф, дифференцированный 
по зонам (часам) суток.

Потребители, оснащённые автоматизированной системой контроля 
и учёта электрической энергии, могут использовать тариф, дифферен-
цированный по зонам суток. Порядок расчёта приведён в методических 
указаниях [2].

Величина тарифной ставки в ночной зоне устанавливается на уров-
не, обеспечивающем возмещение условно-переменных затрат энерго-
системы на производство электроэнергии (мощности) в ночной зоне 
графика нагрузки, к которым относятся затраты на топливо и покупную 
электроэнергию с высшего федерального оптового рынка электроэнер-
гии и мощности.

Согласно «Методическим указаниям по расчёту регулируемых тари-
фов и цен на электрическую (тепловую) энергию на розничном (потреби-
тельском) рынке» по решению региональной энергетической комиссии 
допускается производить дифференциацию тарифов на электрическую 
энергию по двум зонам суток – «день», «ночь».

Открытым остаётся вопрос экономического обоснования зон посу-
точного графика нагрузки. В настоящее время интервалы тарифных зон 
суток определяются исходя из постановления федеральной энергетисе-
ской комиссии. Экономическим обоснованием является фактический 
график нагрузки источников энергии, который определен в регламентные 
дни, что мало объективно.

Весьма важным при построении трёхставочных тарифов также явля-
ется экономическое обоснование размера дифференцированных ставок. 
Соотношение между дифференцированными ставками должно быть та-
ким, чтобы, с одной стороны, обеспечивалась заинтересованность пред-
приятий в выравнивании режима электропотребления, а с другой – гаран-
тировалась общая эффективность этих мероприятий.

Важными вопросами, подлежащими решению при совершенство-
вании тарифов на электроэнергию, являются объективное определение 
уровня рентабельности по отношению к производственным фондам 
электроэнергетики Российской Федерации и его дифференциация в за-
висимости от эффективности, структуры возраста этих фондов, так как 
себестоимость и фондоёмкость энергетической продукции значительно 
различаются по отдельным районам страны [2].

Для дальнейшего совершенствования тарифообразования планиру-
ется перевести российские энергетические компании на систему Regulat-
ed asset base (RAB) (в переводе с английского означает «система возврата 
на вложенный капитал») при расчёте тарифов на электроэнергию.

Новая методика базируется не на затратах, а на введении экономи-
чески обоснованной нормы доходности на вложенный капитал, которая 
будет закладываться в тарифы. Это гарантия того, что вложенный в энер-
гетическую отрасль капитал (как заёмный, так и акционерный) вернётся 



173

инвестору через тарифную выручку с определённой прибылью, размер 
которой будет определяться государством.

Впервые методика RAB была применена в Великобритании. Нако-
плен опыт её использования. Методика RAB не простая, но эффективная, 
и заработав, она должна помочь привлечь инвестиции в сетевой комплекс.

В настоящее время ведутся переговоры и делаются расчёты по «пи-
лотным» проектам по ряду регионов страны. Такие проекты планируется 
запустить с 2009 г., а до 2011 г. все распределительные сетевые компании 
(РСК) перевести на долгосрочное регулирование тарифов с применением 
методики RAB [3].
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УДК 621.311

О роли производственно-практического обучения 
в высшем техническом образовании

В. И. Лубков

Поволжское межрегиональное отделение  
Международной энергетической академии, Саратов

Вопрос, обозначенный в заглавии статьи, имеет непосредственное 
отношение к обсуждаемому теперь проекту закона «Об образовании». 
Переход со студенческой скамьи в сферу энергопроизводства во все вре-
мена не был простым. Но до 90‑х гг. прошлого века существовала систе-
ма «доводки» молодых специалистов в течение трех лет! Это позволяло 
молодым инженерам спокойно и постепенно адаптироваться в производ-
ственную среду. Опыт взаимоотношений энергетического факультета и 
саратовской энергосистемы в 70–80‑е гг. позволяет отметить ряд факто-
ров, которые и в сегодняшних условиях рыночной экономики заслужива-
ют внимания.

Во‑первых, многие из будущих преподавателей проходили дополни-
тельное обучение (1–2 года) на энергопредприятиях.
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Во‑вторых, кафедры факультета вели постоянно (по договорам) на-
учно-практическую работу по совершенствованию энергопроизводства.

В‑третьих, и это главное, все группы студентов кафедр факультета 
проходили производственную практику на энергопредприятиях. Прав-
да, справедливости ради необходимо отметить ряд недостатков: слиш-
ком общие программы, экскурсионный характер практики и отсутствие 
на энергопредприятиях проверки «усвоения» производственного обу-
чения.

В этих условиях молодые специалисты по истечении трех лет в 
большинстве своем достигали уровня инженера-энергетика, способного 
трудиться без особой опеки. Любопытно, что в те же времена выпускни-
ки, например, Шатурского энергетического техникума оказывались бо-
лее подготовленными (в практическом плане), чем молодые инженеры, и 
приступали к работе на уровне начальников смен, мастеров гораздо бы-
стрее их. Следует учесть этот фактор при переходе образования втузов на 
двухуровневую систему.

К настоящему времени для будущих специалистов-энергетиков ка-
дровые требования различные энергокомпании устанавливают произ-
вольно. В число их входят: испытательный срок (по сути, срок адаптации в 
производство), собеседование и, возможно, тестирование по собственной 
программе. Совершенно очевидно, что произвол в этом вопросе должен 
быть ограничен законом об образовании или подзаконным актом. Опыт 
производственной адаптации выпускников энергетического факультета 
СГТУ за последние 10–15 лет в саратовской энергосистеме указывает на 
замедленную адаптацию даже выпускников с высоким средним баллом 
оценок знаний. К сожалению, из-за утраты взаимодействия факультета и 
энергосистемы обратная связь по оценке качества подготовки инженеров 
ослабла, если не нарушилась.

Теперь в условиях модернизации экономики страны с инновацион-
ным акцентом подход к подготовке специалистов высшего технического 
образования требует инвентаризации системы производственной под-
готовки студентов. Как результат – создание новых программ обучения 
вопросам эксплуатации, ремонта и модернизации энергоустановок, а так-
же программ эффективной производственной практики (действительно 
практического производственного обучения студентов).

Большинство вопросов, относящихся к обозначенной проблематике, 
требуют включения их в закон «Об образовании» и документы подзакон-
ного характера. Представляется, что инициатива по лоббированию этих 
вопросов относится к обязанностям втузов.

Предлагается к рассмотрению следующий перечень основных во-
просов и проблем.

1.	Н еобходимо создать систему гарантированного предоставления 
работы по специальности сразу после окончания учебного заведения. При 
этом испытательный срок для молодых специалистов не должен быть ме-
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нее одного года. В этот период энергопредприятие должно обеспечить 
эффективное наставничество со стороны опытных специалистов.

2.	 Обязательно (для энергокомпаний) проводить производственное 
обучение студентов на договорной основе с втузами.

3.	В  приложение к диплому наряду со сведениями (оценками) об 
усвоении изучаемых дисциплин включать справки (копии) о результатах 
производственных практик, подтвержденных руководством энергопред-
приятий.

4.	 Привлекать опытных специалистов энергокомпаний к рассмотре-
нию программ обучения бакалавров и преподаванию дисциплин, связан-
ных с обслуживанием, ремонтом и модернизацией энергоустановок.

5.	И нициировать со стороны втузов создание (на договорной ос-
нове) системы обучения будущих специалистов-энергетиков на базовых 
энергопредприятиях (создание филиалов кафедр и т.д.).

6.	 Решить вопрос с энергокомпаниями о проведении на действу-
ющих энергопредприятиях семинаров, ознакомительных экскурсий, а 
также стажировок преподавательского состава втузов по вопросам совре-
менных методов проведения ремонтов, реконструкций и модернизаций 
энергоустановок.

В современных условиях свободного рынка труда неизбежно воз-
никнет конкуренция между выпускниками-энергетиками различных  
втузов, а для будущих бакалавров – и с выпускниками энергоколледжей. 
Эти факторы необходимо учитывать при разработке и претворении про-
грамм и планов теоретического и производственного обучения во втузах.

В заключение хочется напомнить: «Образование – богатство, а при-
менение его – совершенство». А совершенству надо начинать готовить в 
стенах втуза.

УДК 536.24

Интенсификация теплообмена в трубах  
утилизационных котлов (эксперимент)

С. В. Виноградов

Астраханский государственный технический университет

В работе изложены результаты экспериментального исследования 
теплообмена в трубах газотрубных утилизационных котлов при закручи-
вании потока с использованием ленточных спиральных вставок.

В литературе рассматриваются различные аспекты повышения эф-
фективности низкотемпературных поверхностей теплообмена и интен-
сификации теплообмена в трубах [1–7]. При этом указывается [1, 2, 4] 
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необходимость дальнейших исследований в этой области, в частности ка-
сающихся процессов интенсификации теплообмена в трубах при помощи 
вставок различной формы.

Экспериментальные исследования выполнены на установке, описан-
ной аспирантом Е. А. Колядиным [5]. В качестве греющей среды приме-
нялся горячий воздух, подаваемый вентилятором, для нагрева воды.

Установка работает следующим образом. Холодный воздух подается 
вентилятором, проходит через нагреватель и поступает в рабочий участок 
трубопровода. Температура воздуха измерялась ртутным термометром. 
Далее воздух поступает в расширительную камеру теплообменника и не-
посредственно в теплопередающую трубу. На выходе из рабочего участка 
установки измеряется температура воздуха и его расход. Охлаждающая 
вода из водопровода поступает к рабочему участку через регулирующий 
вентиль и счетчик расхода.

На экспериментальной установке проводились исследования те-
плообмена в трубе с винтовыми ленточными вставками толщиной 2 мм, 
шириной 50 мм с различным шагом закрутки, который выбирался таким 
образом, чтобы получить относительные шаги в интервале 6–12. Вну-
тренний диаметр трубы 50 мм, длина – 1 м.

В опытах температура воздуха в трубе составляла 130–240°С, темпе-
ратура охлаждающей воды 10–12°С, скорость воздуха 4,7–9,5 м/с.

Для каждой винтовой вставки проводилось 4  опыта, различаю-
щихся расходом воздуха. Температура воздуха до и после эксперимен-
тального участка измерялась при помощи лабораторных ртутных тер-
мометров и одновременно хромель‑копелевых термопар. Как показали 
опыты, оба метода измерения температуры приводили к одним и тем же 
результатам.

Данные серии опытов по влиянию числа Рейнольдса на теплообмен 
в трубе приведены на рис. 1. Опыты показали существенное влияние на 
теплообмен числа Рейнольдса и относительного шага ленточных вставок. 
Это отмечалось и для вставок другой формы [1, 2, 4].

Для сравнения на рис.  3 приведены зависимости для полой тру-
бы: экспериментальная и построенная по общепринятой зависимости 
(прерывистая линия). Математическая обработка опытных данных по-
казала, что они описываются зависимостью Nu~Ren. Показатель степе-
ни при числе Рейнольдса для всех вставок равен 0,71, а постоянный 
коэффициент снижается с увеличением шага закрутки. Для вставок с 
S/d 6, 7, 8, 10, 12 теплоотдача увеличивается соответственно в 2,1; 1,9; 
1,8; 1,7; 1,6 раза.

Зависимости интенсивности теплоотдачи от относительного шага 
труб, соответствующие функции Nu~(S/d)–0,41, приведены на рис. 2.
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На основе обработки всех экспериментальных данных получены 
обобщенные аналитические зависимости в виде.

	 Nu = 0,221·Re0,71 ·(S/d)–0,41. 	 (1)

Максимальное отклонение экспериментальных значений от обобща-
ющей зависимости не превышает ±4% (рис.  3). Пунктирными линиями 
выделен доверительный интервал ±3%, который описывает теплоотда-
чу в трубах с ленточными вставками в пределах изменения параметров: 
S/d = 6–12, Re = 7 700–17 500 с доверительным интервалом ±3% и вероят-
ностью 97%.
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