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ВВЕДЕНИЕ 

 

Использование гидроэнергетических ресурсов имеет ряд преимуществ 
перед использованием других энергоресурсов: 

1.Гидроэнергия – возобновляемый источник. Использование гидроэнергии 
позволяет сократить потребление углеводородного топлива для нужд 
электроэнергетики. 

2. В себестоимости производства электроэнергии на гидростанциях 
отсутствует топливная составляющая, что делает энергию более 
конкурентоспособной в условиях рынка. 

3. Гидростанции являются наиболее маневренными из всех типов 
электростанций. Гидростанции способны при необходимости увеличивать 
выработку и выдаваемую мощность в течение нескольких минут, тогда как 
тепловым станциям для этого требуется несколько часов, а атомным – сутки. Это 
позволяет ГЭС покрывать пиковые нагрузки и поддерживать частоту тока в 
энергосистеме. 

4. На ГЭС значительно меньше аварийность и износ оборудования, 
следовательно, они более надежны в эксплуатации. 

5. Возможность получения электроэнергии в больших количествах и 
низкой стоимости, стимулирует развитие электроемких производств. 

6. Одновременно со строительством ГЭС разрешаются вопросы 
комплексного использования рек для судоходства, орошения, водоснабжения. 
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1 Анализ исходных данных и определение внешних условий             
функционирования ГЭС 
 

Река Мзымта впадает в Чёрное море. длина составляет 89 км, площадь 
бассейна 885 км². Берёт начало из озера Квардывач. 

 

1.1 Природные условия 
 

 Климат 

 

По долине реки Мзымты с моря в Красную Поляну протекают воздушные 
потоки, насыщенные морской влагой, что делает климат мягким и теплым, 
поэтому он называется горно-морской. Среднегодовая температура +10,2С. 
Летом средняя дневная температура составляет +24 +28С, зимой дневная 
температура составляет в среднем 0 +5С, ночью -5 -12С. Жара здесь переносится 
легче, чем на побережье из-за меньшей влажности воздуха и густых лесов, 
окружающих поселок. Среднегодовое количество осадков 1800 мм. Случаются 
сильные ливни, которые иногда превращают горные реки в бушующие потоки, 
разливающиеся на десятки и сотни метров по ширине. 

 

Гидрологические данные 

 

Река Мзымта почти на всём протяжении имеет горный характер течения и 
проходит в долине между отрогами гор, которые тянутся непрерывной цепью и 
только изредка отступают от её русла, образуя узкие пади.  

 

Инженерно-геологические условия 
 

 По геологической карте определено, что в районе створа Краснополянской 
ГЭС II нет зон тектонического контакта. 

Речное русло имеет скальное основание, высокие берега; дно его усеяно 
валунами и галькой, песчаником. В верхнем течении встречаются пороги и 
водопады. 

 

Сейсмические условия 

 

Согласно СНиПу [1] и в соответствии с картой сейсмического 
районирования территории Российской Федерации (ОСР-97-С) расчетная 
сейсмическая интенсивность района расположения Краснополянской ГЭС II при 
вероятности возможного превышения 1% равна 10баллам шкалы MSK-64. 

В результате работ по уточнению исходной сейсмичности пересмотрены 
первичные описания землетрясений в обширной области за период с 1964 по 
2002 годы. В результате анализа воздействий от местных и удаленных 
землетрясений исторического и инструментального периодов установлено, что 

https://ru.wikipedia.org/wiki/%D0%A0%D0%B5%D1%87%D0%BD%D0%BE%D0%B5_%D1%80%D1%83%D1%81%D0%BB%D0%BE
https://ru.wikipedia.org/wiki/%D0%93%D0%B0%D0%BB%D1%8C%D0%BA%D0%B0
https://ru.wikipedia.org/wiki/%D0%A0%D0%B5%D1%87%D0%BD%D0%BE%D0%B9_%D0%BF%D0%BE%D1%80%D0%BE%D0%B3
https://ru.wikipedia.org/wiki/%D0%92%D0%BE%D0%B4%D0%BE%D0%BF%D0%B0%D0%B4
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на участке Краснополянской ГЭС II не наблюдалось землетрясений более 8 
баллов. 

 

1.2 Данные по энергосистеме 

 

Энергосистема: 
-Годовой максимум нагрузки 1621 МВт; 
-Резервы: нагрузочный резерв системы 2%, аварийный резерв системы 8%; 
-Коэффициент мощности kN = 8,63. 
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2 Водно – энергетические расчеты 

 

2.1 Исходные данные 

 

Краснополянская ГЭС II на реке Мзымта (рисунок 2.1). Створ 
Краснополянской ГЭС II расположен в Краснодарском крае на реке Мзымта. 

Координаты створа плотины (43°59'44,5"N 40°33'55,3"E) 
Координаты здания ГЭС (43°39'44,5"N 40°19'55,3"E)  

 

 
Рисунок 2.1 - Расположение створа плотины и здания ГЭС на карте 

 

2.2 Данные по энергосистеме РДУ Кубанское 

 

Годовой максимум нагрузки Краснодарского края, Кубанского РДУ 
составляет 1621 МВт. 

Установленная мощность существующих ГЭС 491 МВт. 
Резервы: нагрузочный резерв системы 2%, аварийный резерв системы 8%. 
Зимний коэффициент кривой связи расходов и уровней в НБ: 1 

Требования участников ВХК и потери воды представлены в таблице 2.1. 
 

Таблица 2.1 -  Требования участников ВКХ и потери воды 
Qнб, м3/с I II III IV V VI VII VIII IX X XI XII 

Требования ВХК 12 12 12 24 24 24 24 24 24 24 12 12 

Фильтрация - - - - - - - - - - - - 

Испарение 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 

Льдообразование - - - - - - - - - - - - 

 

Коэффициент мощности: kN=8,6 

Потери напора в водопроводящих сооружениях: Δℎ = 9 м 

 

Плотина 

Здание 
ГЭС 
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2.3 Профиль створа реки Мзымта 
 

Ширина по гребню L=80м. Створ реки представлен на рисунке 2.2. 

 
Рисунок 2.2 -  Створ реки 

 

2.4 Определение координат кривых связей объемов и площадей 
затопления водохранилища 

 

В таблицах 2.2 и 2.3 представлены данные для построения кривой связи ВБ от 
объёма водохранилища. 
   

Таблица 2.2 -  Координаты кривой объемов и площадей затопления 
водохранилища 

Zвб,м del(d)H,м F+ dV,км3 V,км3 

700,00 0 0,000 0,00 0,00 

701,00 0,003 8,000 0,01 0,01 

704,00 0,003 35,000 0,05 0,06 

707,00 0,003 89,000 0,13 0,20 

710,00 0,003 168,000 0,25 0,45 

713,00 0,002 271,000 0,27 0,72 

 

Таблица 2.3 -  Данные для построения кривой связи верхнего бьефа. 
V, км3 Zвб, м Zвб дельта 
0,00 699,97 699,97 0,00 
0,05 703,66 703,66 0,00 
0,10 705,54 705,54 0,00 
0,15 706,51 706,51 0,00 
0,20 707,14 707,14 0,00 
0,25 707,70 707,70 0,00 
0,30 708,30 708,30 0,00 
0,35 708,93 708,93 0,00 
0,40 709,53 709,53 0,00 
0,45 710,06 710,06 0,00 

710 710

700

702

704

706

708

710

712

714

0 20 40 60 80

Z, м

L, м

Створ 
р.Мзымта
НПУ
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Продолжение таблицы 2.3 

V, Zвб, м Zвб дельта 
0,50 710,56 710,56 0,00 
0,55 711,21 711,21 0,00 
0,444 710,00 710,00 0,00 НПУ 

 

По полученным данным строим кривую связи ВБ (рисунок 2.3) 

 

 
Рисунок 2.3 - Кривая зависимости объемов Краснополянского водохранилища 

II от их отметок 

 

Полином: y = -392,156730651855•x6 + 2478,12947845458•x5 - 

3484,91703796386•x4 + 2095,03135871887•x3 - 618,912870645523•x2 + 

99,8695927411317•x + 699,968379017926 

 

В таблице 2.4 приведены данные для построения кривой связи расходов и 
уровней в нижнем бьефе. 

 

Таблица 2.4 - Координаты кривой связи расходов и уровней в нижнем бьефе 
гидроузла. 

Q,м3/с Zнб Zнб расч △Z 

0,0 605,00 605,00 0,00 

25,0 606,35 606,35 0,00 

50,0 607,10 607,11 -0,01 

75,0 607,65 607,63 0,02 

100,0 608,00 608,02 -0,02 

125,0 608,35 608,34 0,01 

150,0 608,60 608,60 0,00 

175,0 608,85 608,85 0,00 

 

По полученным данным строим кривую связи НБ (Рисунок 2.4). 

700,00

702,00

704,00

706,00

708,00

710,00

712,00

0,00 0,10 0,20 0,30 0,40 0,50

Zвб, м

Полиномиал
ьная (Zвб, м)
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Рисунок 2.4 -  Кривая связи расходов и уровней в нижнем бьефе гидроузла 

 

Зимний коэффициент кривой связи расходов и уровней в нижнем бьефе 
принимаем равным 1. 

Полином нижнего бьефа: y = -0,0000000000002844444921571920•x6 + 

0,000000000205128216496098•x5 - 0,0000000608547079394839•x4 + 

0,00000980652930593351•x3 - 0,000976260929746786•x2 + 0,0729552023112774•x 

+ 605,000608950548 

 

2.5 Определение коэффициента зарегулированности 

 

Коэффициент зарегулированности стока определяется следующим 
образом: 

 𝛽𝛽 =
𝑉𝑉полезн𝑊𝑊� ;                                                                                                      (2.1)         

 

где  𝑉𝑉полезн- полезный объем водохранилища,  𝑊𝑊� - среднемноголетний сток в заданном створе.  
 

Для вычисления полезного объема водохранилища задаёмся 
приблизительным значением уровня мёртвого объёма (УМО) водохранилища. 
На начальном этапе считаем, что УМО соответствует снижению УВБ на 30%. 

Предварительно и приблизительно УМО определяется по формуле: 
 ∇УМО = НПУ −  

(НПУ−∇ДНА)3 ;                                                                           (2.2) 

 

где ∇ДНА – отметка, при которой V = 0 км3. 

 ∇УМО = 710,00 − (710,00−700,00)2 = 705,00 м.                                       

 

604,50

605,00

605,50

606,00

606,50

607,00

607,50

608,00

608,50

609,00

609,50

5,0 55,0 105,0 155,0 205,0

Zнб, м

Q, м3/с
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Далее определяем объем воды, при отметках НПУ и УМО. Воспользуемся 
кривой связи объемов Краснополянского водохранилища II от их отметок, 
представленной на рисунке 2.3. Из зависимости видно, что при отметке НПУ 
объем водохранилища составляет 0,45 км3.При УМО – 0,08км3. Тогда полезный 
объем водохранилища найдется как: 

 

Vпол = VНПУ − VУМО = 0,45 − 0,08 = 0,37 км3                                         (2.3) 

 

Среднемноголетний сток определяется как произведение 
среднемноголетнего расхода на число секунд в году.   

 𝑊𝑊� =
∑ 𝑄𝑄ср.год.

𝑛𝑛1 𝑛𝑛 ∙ 𝑡𝑡 = 41 ∙ 365 ∙ 24 ∙ 60 ∙ 60 ∙ 10−9 = 1,24 км 3                    (2.4) 

 
Тогда коэффициент зарегулированности стока определится по формуле: 

 𝛽𝛽 =
𝑉𝑉пол𝑊𝑊� =

0,371,24 = 0,29                                                                                   (2.5) 

 

Для годичного регулирования значение коэффициента 𝛽𝛽 должно быть в 
пределах  𝛽𝛽 = 0,1 − 0,3, в нашем случае данное условие выполняется, имеем 
водохранилище годичного регулирования.  
 

2.6 Выбор расчётных гидрографов маловодного и средневодного года 
при заданной обеспеченности стока 
 

В соответствии с методикой выбора расчетных гидрографов 

целесообразно разделить год на два основных периода: многоводный 
(половодье) и маловодный (межень). В первом приближении можно считать, что 
к периоду половодья относятся месяцы, в которые расходы больше или равны 
среднегодовому расходу. Тогда остальные месяцы составят маловодный период. 
Для всех лет заданного ряда принимаем одинаковые месяцы, относящиеся к 
периоду межени и половодья (к периоду половодья относятся IV,V,VI,VII, VIII 
месяц; к периоду межени относятся IX,X, XI, XII, I, II, III месяцы).  
Среднемесячные и среднегодовые расходы воды (м3/с) р. Мзымта в створе 
Краснополянской ГЭС II за 1951-2000гг предоставлены в таблице 2.5. 

Определив границы сезонов, необходимо для всех лет ряда вычислить 
средние расходы за год, лимитирующий сезон и период половодья. 

 

Таблица 2.5 - Гидрологический ряд реки Мзымта 

годы I II III IV V VI VII VIII IX X XI XII 
Qг.ср, 
м3/с 

1951 10,4 19 26,4 46,5 83,5 65,3 51 41,3 24,1 20,1 15,2 8,9 34 

1952 6 10,2 36,3 48 85 79,7 61,5 49,4 32,6 29,9 10,3 13 38 

1953 9,2 18,3 28,2 42,9 74 64,2 56,5 54,9 39,4 23,3 16,4 18,6 37 

1954 11 18,9 29,5 44,9 101,7 70,7 54,3 47,2 33,5 33,8 15,9 12 39 



 

 

14 

 

Продолжение таблицы 2.5 

годы I II III IV V VI VII VIII IX X XI XII 
Qг.ср, 
м3/с 

1955 8,4 16,4 27,4 40,2 64,6 68,6 50 40 24 8,9 7,4 6,1 30 

1956 5,4 10,5 17 38,1 57,5 63 45,4 41,5 24,5 10,4 16,3 14,9 29 

1957 10,1 18,6 28,1 41,7 62,5 63 21,2 45,2 31 28,9 22,8 15,9 32 

1958 12 23,1 29,3 43,5 71,3 64,1 55,4 47,4 32,6 17,8 11,9 14 35 

1959 10,5 18,6 31,5 50,1 76,7 71,1 50,9 45,3 30 18,6 19,8 12,9 36 

1960 8,7 16,4 33,6 48 69,5 66,1 49,6 42,4 27 22 16,2 12,9 34 

1961 9,8 18,6 27,8 41,7 83,1 71,1 52,7 49,1 31,8 28,3 18,4 13,3 37 

1962 11,5 19,8 28,8 41,4 61,9 65,7 53,3 45,2 32,9 18,8 11 13,6 34 

1963 10,2 19 29,6 43,2 59,9 52,1 49 53,7 33,5 28,9 21,1 11,4 34 

1964 10,6 21 29,1 42,3 67,5 50,3 55,3 51,3 29,5 21,3 8,2 13 33 

1965 11,2 18,8 31,8 50,4 85,4 59,5 57,1 49,3 33 23,6 14,4 13 37 

1966 9,6 18,4 27,7 41,1 281,2 174,6 68,1 55,7 28,1 15,5 21,7 12,3 63 

1967 7,1 13,8 26,8 43,3 118,2 165 134,3 48,3 33,3 18,2 20,5 15,3 54 

1968 11,5 20,7 28,3 46,8 74,6 68,8 55,1 46,1 35 30,1 26,5 15,5 38 

1969 11,5 18,9 28,9 43,2 75,4 70,7 53,9 51,4 33,8 32,2 31,7 14,7 39 

1970 11,6 22,6 27,9 44,7 71,8 62,2 52,2 45,9 29,4 32,2 20,4 16,5 36 

1971 13,1 24 30,5 61,3 168,1 187,5 69,8 64,3 36,4 42,2 31,3 25,6 63 

1972 10,7 23 31,1 62 141,5 88,9 69,2 60 38,1 39,6 34,3 14 51 

1973 10,8 18,9 27,6 47,4 78 56,2 49 42,5 28,2 17,8 26,5 8,4 34 

1974 5 8,8 15,4 61,8 105,6 62,9 53,2 47,4 28,8 26 19,8 13,7 37 

1975 9,2 18,3 28,6 42,3 340,5 215 125,4 48 35,6 34,1 34,9 6,9 78 

1976 3 5,8 19,5 34 59,8 61,4 53,9 43,9 29,4 24,6 27,5 14,6 31 

1977 11,3 18,7 28,9 47,7 117,5 99,5 26,2 50,3 30,3 22 25,7 11,2 41 

1978 9,8 18 32,4 49,8 139,8 74,2 57,9 50,4 35 28 39,3 17,8 46 

1979 11,5 18,9 28,4 42,3 137,8 87 53,8 47,3 32,7 25,3 10,9 23,2 43 

1980 11,7 18,9 34,5 48,3 140 91,7 69,9 58,3 34,9 24,8 18,7 14,5 47 

1981 10,2 18,8 27,7 35,4 95,8 57,6 43,1 39,1 26,5 16,8 16,8 14 33 

1982 10,6 19,2 28,8 42,6 125,6 85,1 55,7 60,4 35,2 35,3 26,9 20,8 46 

1983 13,9 23,1 29,6 61,8 155 58,9 66,6 54,3 40,3 36 29 23,8 49 

1984 6,4 10,6 30,4 63,7 141,3 75 59,1 49,5 33,7 33,8 31,7 17,8 46 

1985 12 18,7 31,8 87,6 119,1 73,4 55,8 47,6 32,1 20,3 21,5 17,5 45 

1986 11,3 19,4 32,7 43,7 94,4 69,1 59,2 48,8 35,8 27,3 20,5 15,8 40 

1987 12,1 18,9 26,4 41,1 92,9 75,4 62,2 51,9 34,9 27,5 19,1 14,2 40 

1988 11 18,7 28 53,8 131,3 83,9 57,2 48,1 32,3 23,5 16,9 12,9 43 

1989 9,7 12 21 36 71 52 42,2 39,9 25,3 15,4 12 14,2 29 

1990 11 19,1 29,1 51,9 128,8 67,6 59,5 51,2 34 31,1 17,2 14 43 

1991 11,1 18,7 28 51,3 83,1 52,4 44,1 47,4 27,7 17 20 15,4 35 

1992 10,7 17,7 28,1 54,6 90 63,3 53,1 43,5 28,7 17,5 21,3 18,1 37 

1993 11,3 18,9 28,4 51,9 245,5 135,6 49,4 47,8 32 26,4 16,8 14,6 57 

1994 11 17,4 22,5 56,4 101,2 70,6 55,5 48,5 30,2 28,9 13,6 10,1 39 

1995 4,8 7,6 28,3 31,5 54,5 48,2 53,8 49,5 33,7 24,3 22,7 18 31 

1996 10,9 18,3 26,7 37,3 122,2 81,2 49,7 41,9 26 13,5 13,8 14,7 38 

1997 10,9 18,9 28,9 43,5 111,8 71,1 49,9 58,7 36,5 20,6 19,7 18,4 41 

1998 11,6 22,5 30,2 50,4 141,3 90,9 63,6 49,7 39 39,1 20,9 185 62 

1999 11,1 19,5 29,3 56,7 95,9 63,4 58,9 60,1 41,8 33,8 18,4 14,8 42 

2000 11,4 22,2 34,2 50,4 73,3 56,3 60,6 54,8 37,1 27,5 18 14,1 38 
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Ранжируем каждую последовательность в порядке убывания. По 
полученным результатам строятся эмпирические кривые обеспеченности по 
формуле: 

 

,                                                                                                     (2.6) 

 

где m – порядковый номер члена ряда расходов (среднегодовых, 
среднеполоводных и средних за зимний сезон), ранжированного в убывающем 
порядке;  
           n   –  общее число членов ряда. 

 

Расчетные значения обеспеченности для выбора маловодного и 
средневодного года принимаются равными 90 и 50% соответственно. 
Результаты приводятся в таблице 2.6. 

 

Таблица 2.6 -Данные для построения кривых обеспеченности  
m P,% годы 

Qсреднегод, 
м3/с 

годы 
Qсреднепол, 

м3/с 
годы 

Qсреднемеж, 
м3/с 

1 2 1975 78,2 1975 341 1983 14 

2 4 1966 62,8 1966 281 1971 13 

3 6 1971 62,8 1993 246 1987 12 

4 8 1993 56,6 1971 188 1985 12 

5 10 1967 54,4 1998 185 1958 12 

6 12 1983 51,6 1967 166 1980 12 

7 14 1972 51 1983 155 1970 12 

8 16 1998 48,1 1972 142 1998 12 

9 18 1980 47,2 1984 141 1968 12 

10 20 1984 46,1 1980 140 1969 12 

11 22 1978 46 1978 140 2000 11 

12 24 1982 45,5 1979 138 1986 11 

13 25 1990 43,5 1988 131 1993 11 

14 27 1977 43,3 1990 129 1965 11 

15 29 1979 43,3 1982 126 1977 11 

16 31 1988 43,1 1996 122 1991 11 

17 33 1985 42,3 1985 119 1999 11 

18 35 1999 42 1977 118 1954 11 

19 37 1997 40,7 1997 112 1962 11 

20 39 1986 39,8 1974 106 1988 11 

21 41 1987 39,7 1954 102 1990 11 

22 43 1954 39,4 1994 101 1957 11 

23 45 1969 38,9 1999 96 1979 11 

24 47 1994 38,8 1981 96 1996 11 

25 49 1952 38,5 1986 94 1997 11 

1

m
P

n
=

+
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Продолжение таблицы 2.6 

m P,% годы 
Qсреднегод, 

м3/с 
годы 

Qсреднепол, 
м3/с 

годы 
Qсреднемеж, 

м3/с 

26 51 2000 38,3 1987 93 1972 11 

27 53 1968 38,2 1992 90 1992 11 

28 55 1996 38 1965 85 1982 11 

29 57 1974 37,4 1952 85 1959 11 

30 59 1965 37,3 1951 84 1963 10 

31 61 1992 37,2 1961 83 1981 10 

32 63 1961 37,1 1991 83 1994 10 

33 65 1953 36,8 1973 78 1961 10 

34 67 1970 36,4 1959 77 1978 10 

35 69 1959 36,3 1969 76 1989 10 

36 71 1958 35,2 1968 75 1966 10 

37 73 1957 34,9 1953 74 1953 9 

38 75 1991 34,7 2000 73 1951 9 

39 76 1960 34,4 1970 72 1960 9 

40 78 1951 34,3 1958 71 1973 8 

41 80 1963 34,3 1989 71 1964 8 

42 82 1973 34,3 1960 70 1967 7 

43 84 1962 33,7 1964 68 1975 7 

44 86 1981 33,5 1962 67 1984 6 

45 88 1964 33,3 1955 64 1955 6 

46 90 1976 31,5 1956 63 1952 6 

47 92 1995 31,4 1957 63 1956 5 

48 94 1955 30,2 1976 61 1974 5 

49 96 1989 29,2 1963 60 1995 5 

50 98 1956 28,8 1995 55 1976 3 

 

2.7 Выбор расчетных годов 

 

Выбор расчетного средневодного года ( P= 50%) 
 

Для заданной расчетной обеспеченности отсутствует конкретный год. По 
кривой обеспеченности определяем ближайшие годы от расчетной 
обеспеченности 50%: 1952 и 2000 годы. 
  Вычисляем коэффициенты приведения по межени и половодью: 
 

1952:  𝐾𝐾М =
𝑄𝑄м1997𝑄𝑄м1952 =

116 = 1,8                                                                       (2.7) 𝐾𝐾П =
𝑄𝑄п1986𝑄𝑄п1952 =

94

85
= 1,11 

2000: 𝐾𝐾М =
𝑄𝑄м1972𝑄𝑄м2000 =

1111 = 1 
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  𝐾𝐾П =
𝑄𝑄П1987𝑄𝑄П2000 =

9373 = 1,27 

 

Приведение не требуется. 
 

Выбор расчетного маловодного года (Р = 90%) 
 

Для заданной расчетной обеспеченности 90% на кривых обеспеченности 
данным годом является 1976 год. 

Вычисляем коэффициенты приведения по межени и половодью: 
 𝐾𝐾М =

𝑄𝑄м1952𝑄𝑄м1976 =
6

3
= 2 

 𝐾𝐾П =
𝑄𝑄П1956𝑄𝑄П1976 =

63

61
= 1,03 

 

Приведение не требуется. 
В таблице 2.7 приведены расчётные гидрографы средневодного года. 
 

Таблица 2.7 - Расчетные гидрографы средневодного года  
Месяц I II III IV V VI VII VIII IX X XI XII Qср, м3/с 

Q90%, 

м3/с 
3 6 20 34 60 61 54 44 29 25 28 15 31 

Q50%, 

м3/с 
6 10 36 48 85 80 62 49 33 30 10 13 38 

 

Требуется корректировка. Результат корректировки представлен в таблице 
2.8. 

 

Таблица 2.8 – Корректированные гидрографы средневодного года 
Месяц I II III IV V VI VII VIII IX X XI XII Qср, м3/с 

Q90%, 

м3/с 
3 6 20 34 60 61 54 44 29 25 28 15 31 

Q50%, 

м3/с 
5 7 26 48 85 80 62 49 30 28 29 16 38 

 

По данным таблицы 2.8 строятся гидрографы маловодного и среднего по 
водности года (рисунок 2.5). 
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Рисунок 2.5 - Гидрографы маловодного и среднего по водности года 

  

2.8 Построение графиков нагрузки энергосистемы 

 

Данные: РДУ Кубанское, типовой график нагрузки для широты «Крайний 
Юг», годовой максимум генерации энергосистемы на 26.12.2015 года 1621 МВт.  

 𝑘𝑘 =
𝑁𝑁ОЭС𝑁𝑁РДУ =

20117 МВт
2447,3 МВт ≈ 8;                                                                                 (2.8) 

 

где    𝑁𝑁ОЭС  - коэффициент мощности ОЭС Юга; 

          𝑁𝑁РДУ  - коэффициент мощности РДУ Кубанское. 
 

Построение суточных графиков нагрузки 

 

Данные для построения суточного графика нагрузки получены из РДУ 
Кубанское. Данные представлены в таблице 2.9. По этим данным построен 
график на рисунке 2.6. 

 

Таблица 2.9 -  Суточный график нагрузки энергосистемы 
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2 1206 1017 14 1458 1339 
3 1185 968 15 1461 1343 
4 1185 945 16 1434 1332 
5 1169 907 17 1445 1323 
6 1169 872 18 1538 1293 
7 1228 924 19 1621 1293 
8 1352 1001 20 1605 1263 
9 1387 1092 21 1567 1283 
10 1487 1236 22 1572 1379 
11 1482 1287 23 1495 1336 
12 1486 1323 24 1443 1220 
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Рисунок 2.6-Суточный график нагрузки РДУ Кубанское 

 

Для построения интегральной кривой зимнего и летнего графиков 
нагрузки произведены расчёты, которые сведены в таблицу 2.10. 

 

Таблица 2.10 - Координаты ИНК 
Зима Лето 

Ptз, 
МВт 

DPtз, 
МВт 

Dt

, ч 

DЭ, 
МВт.

PSз, 
МВт 

ЭS,млн 
кВт.ч 

Ptл, 
МВт 

DPtл, 
МВт 

Dt

, ч 

DЭ, 
МВт.

PSл, 
МВт 

ЭS,млн 
кВт.ч 

- - - - 0 0,00 - - - - -0 0,00 

1621 16 1 16 16 0,02 1379 36 1 36 36 0,04 

1605 33 2 66 49 0,08 1343 5 2 10 41 0,05 

1605 33 2 66 49 0,08 1343 5 2 10 41 0,05 

1572 5 3 15 54 0,10 1338 3 3 9 44 0,06 

1567 29 4 116 83 0,21 1335 4 4 16 48 0,07 

1538 43 5 215 126 0,43 1331 9 5 45 57 0,12 

1495 9 6 54 135 0,48 1322 0 6 0 57 0,12 

1486 0 7 0 135 0,48 1322 25 7 175 82 0,29 

1486 4 8 32 139 0,51 1297 4 8 32 86 0,32 

1482 22 9 198 161 0,71 1293 0 9 0 86 0,32 

1460 2 10 20 163 0,73 1293 6 10 60 92 0,38 

1458 14 11 154 177 0,89 1287 4 11 44 96 0,43 

1444 1 12 12 178 0,90 1283 20 12 240 116 0,67 

1443 6 13 78 184 0,98 1263 28 13 364 144 1,03 

1437 4 14 56 188 1,03 1235 15 14 210 159 1,24 

1433 46 15 690 234 1,72 1220 128 15 1920 287 3,16 

1387 36 16 576 270 2,30 1092 2 16 32 289 3,19 

1351 64 17 1088 334 3,39 1090 25 17 425 314 3,62 

1287 60 18 1080 394 4,47 1065 49 18 882 363 4,50 

1227 21 19 399 415 4,87 1016 16 19 304 379 4,80 

1206 21 20 420 436 5,29 1000 32 20 640 411 5,44 

1185 0 21 0 436 5,29 968 23 21 483 434 5,93 

1185 17 22 374 453 5,66 945 22 22 484 456 6,41 

1168 0 23 0 453 5,66 923 16 23 368 472 6,78 

1168 1168 24 28032 1621 33,69 907 907 24 21768 1379 28,55 
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Интегральная кривая зимнего графика нагрузки представлена на рисунке 
2.7. 

 

 
 

Рисунок 2.7 -  ИКН зимнего графика нагрузки 

 

Интегральная кривая летнего графика нагрузки представлена на рисунке 
2.8 

 

 
Рисунок 2.8 - ИКН летнего графика нагрузки 

 

Построение годовых графиков нагрузки 

 

Принимаем, что энергосистема неразвивающаяся со статическим 
максимумом нагрузки. Выполним расчеты для построения годовых графиков 
нагрузки Ptmax , Рtcр по следующим формулам:  
 𝑃𝑃𝑡𝑡𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 = 𝑎𝑎 + (𝑏𝑏 • 𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐�30° • 𝑡𝑡 − 15°�),                                                        (2.9) 
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где  t порядковый номер месяца в году; 
 a,b  -  коэффициенты, определяемые по формулам 2.10, 2.11. 

 𝑎𝑎 =
𝑃𝑃зим𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚+𝑃𝑃лет𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚2 ;                                                                                                   (2.10) 

 

  𝑏𝑏 =
𝑃𝑃зим𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚−𝑃𝑃лет𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚2 .                                                                                                     (2.11) 

 

Расчеты сведены в таблицу 2.11.  

 

Таблица 2.11 -  Расчеты для построения годовых графиков нагрузки Ptmax , Рtcр 
t,меся 30•t-15 cos а b Pmax,МВ a b Pср,М

I 0,26 0,97 1500,0 120,90 1617 1288,9 111,8 1397 

II 0,79 0,71 1500,0 120,90 1586 1288,9 111,8 1368 

III 1,31 0,26 1500,0 120,90 1531 1288,9 111,8 1318 

IV 1,83 -0,26 1500,0 120,90 1469 1288,9 111,8 1260 

V 2,36 -0,71 1500,0 120,90 1415 1288,9 111,8 1210 

VI 2,88 -0,97 1500,0 120,90 1383 1288,9 111,8 1181 

VII 3,40 -0,97 1500,0 120,90 1383 1288,9 111,8 1181 

VIII 3,93 -0,71 1500,0 120,90 1414 1288,9 111,8 1210 

IX 4,45 -0,26 1500,0 120,90 1468 1288,9 111,8 1260 

X 4,97 0,26 1500,0 120,90 1531 1288,9 111,8 1318 

XI 5,50 0,71 1500,0 120,90 1585 1288,9 111,8 1368 

XII 6,02 0,97 1500,0 120,90 1617 1288,9 111,8 1397 

 

Годовые графики нагрузки Pt
max , Рt

cр представлены на рисунках 2.9 и 2.10. 

 

 
Рисунок 2.9 - Годовой график максимальных мощностей Pt

max по РДУ 
Кубанское 
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Рисунок 2.10 - Годовой график средних мощностей Рt

cр по РДУ Кубанское 

 

2.9 Водноэнергетические расчёты 

 

Основной задачей водноэнергетического расчёта (далее - ВЭР) является по 
известным расчётным гидрографам маловодного и средневодного года, 
требованиям водохозяйственного комплекса, годовому графику среднемесячных 
мощностей определить: гарантированные мощности для каждого месяца, 
минимальный уровень сработки водохранилища (т.е. уровня мёртвого объёма 
(далее - УМО)), среднемноголетнюю выработку. Так же на основе ВЭР 
производится определение вытесняющей рабочей мощности и, как следствие, 
установленной мощности проектируемой станции. 

Расчет режимов работы ГЭС без регулирования с учетом требований 
водохозяйственной системы 

Для выбранного расчетного маловодного года (1952 гг.) вычисляем 
значение мощности на полезном бытовом стоке для каждого месяца года по 
формуле: 

 𝑁𝑁ГЭС быт = 𝑘𝑘𝑁𝑁 ∙ 𝑄𝑄полез ∙ 𝐻𝐻  , МВт,                                                                 (2.12) 

 

где 𝑘𝑘𝑁𝑁=9,044 - коэффициент мощности;  

 𝐻𝐻–подведённый напор, рассчитывается по формуле2.14; 

 𝑄𝑄полез–полезный расход, рассчитывается по формуле 2.13. 

 𝑄𝑄полез = 𝑄𝑄90% быт − 𝑄𝑄потреб − 𝑄𝑄фил − 𝑄𝑄исп ± 𝑄𝑄льда,  м3/с,                        (2.13) 

 𝐻𝐻 = 𝑍𝑍ВБ − 𝑍𝑍НБ − ∆ℎ  ,м,                                                                    (2.14) 

 

где 𝑍𝑍ВБ- отметка верхнего бьефа, соответствующая отметке ∇НПУ (м); 𝑍𝑍НБ = 𝑓𝑓(𝑄𝑄полез)уровень нижнего бьефа, (м); 
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∆ℎ  - потери напора в подводящем тракте, (м). 
 

Рассчитываем мощность ГЭС в режиме работы по требованиям ВХК: 
 𝑁𝑁ГЭС быт = 𝑘𝑘𝑁𝑁 ∙ 𝑄𝑄вхк ∙ 𝐻𝐻  , МВт,                                                                 (2.15) 

 

где 𝑄𝑄вхк- расход ожидаемый водопотребителями хозяйственных нужд в 
нижнем бьефе (м3/с). 

 

Расчеты сведены в таблицу 2.12. 

 

Таблица 2.12 - Расчет режимов работы ГЭС с учетом требований ВХК 
 I II III IV V VI VII VIII IX X XI XII 

Qбыт 3 6 20 34 60 61 54 44 29 25 28 15 

Qвхк 12 12 12 24 24 24 24 24 24 24 12 12 

Qисп - - - - - - - - - - - - 

Qф 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 

Qлед - - - - - - - - - - - - 

∑Qпот 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 

Qбыт
 

2 5 19 33 59 60 53 43 28 24 27 14 

Zвб 710 710 710 710 710 710 710 710 710 710 710 710 

Zнб 605,1 605,3 606,1 606,6 607,3 607,3 607,2 606,9 606,5 606,3 606,4 605,9 

Hбыт 95,86 95,66 94,91 94,37 93,68 93,66 93,82 94,07 94,54 94,69 94,58 95,14 

Nбыт 2 4 16 27 48 49 43 35 23 20 22 12 

Zнбв
 

605,8 605,8 605,8 606,3 606,3 606,3 606,1 606,3 606,3 606,3 605,8 605,8 

Hвхк 99,25 99,25 99,25 98,69 98,69 98,69 98,69 98,69 98,69 98,69 99,25 99,25 

Nвхк 10 10 10 20 20 20 20 20 20 20 10 10 

dN -9 -6 5 6 27 28 22 14 2 -1 12 1 

 

Месяц, в котором транзитная мощность ГЭС меньше требуемой по 
водохозяйственному режиму, будем считать месяцем начала сработки. 
Предварительно первым месяцем сработки принимаем Январь (I). 

В таблице 2.13 представлена разность мощностей при работе по бытовому 
стоку маловодного года и работе по ВХК. 

 

Таблица 2.13 - Разница мощностей ГЭС по бытовому стоку и ВХК 

Месяц I II III IV V VI VII VIII IX X XI XII ∑ 

Nразн, Мвт -9 -6 5 6 27 28 22 14 2 -1 12 1 104 

 

Рассчитав разность между суммарной бытовой мощностью и суммарной 
мощностью ВХК, можем судить о достаточном или недостаточном 
располагаемом резерве водного ресурса в год. На годовом графике РДУ 
Кубанское (рисунок 2.11) отображаем найденные мощности для установления 
рабочей мощности проектируемой ГЭС. 
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В таблицах 2.14 и 2.15 приведены итерации сработки и наполнения 
водохранилища. 

Так как переполняем объем водохранилище, опускаем линию 
гарантированной мощности до N. 

 

 
Рисунок 2.11 - Годовой график среднемесячных нагрузок энергосистемы с 

результатом распределения мощностей проектируемой ГЭС 
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Таблица 2.14 - Сработка-наполнение маловодного года. Первая Итерация 
Месяц Qпол Qxx Qф Qводхр Qвхк Qнб Qгэс Vнач deltaV Vкон Zвбнач Zвбкон Zвбсред Zнб H N Nгар 

XI 28 0,00 1,00 -9,00 12,00 20,00 19,00 0,444 -0,024 0,468 710,00 710,24 710,12 606,14 94,98 16 16 

XII 15 0,00 1,00 40,00 12,00 56,00 55,00 0,468 0,107 0,361 710,24 709,07 709,65 607,25 93,40 44 44 

I 3 0,00 1,00 53,00 12,00 57,00 56,00 0,361 0,137 0,224 709,07 707,40 708,23 607,27 91,96 44 44 

II 6 0,00 1,00 14,00 12,00 21,00 20,00 0,224 0,034 0,190 707,40 707,02 707,21 606,18 92,03 16 16 

III 20 0,00 1,00 -7,00 12,00 14,00 13,00 0,190 -0,018 0,208 707,02 707,23 707,12 605,86 92,27 10 повхк 

IV 34 0,00 1,00 -10,00 24,00 25,00 24,00 0,208 -0,027 0,235 707,23 707,53 707,38 606,35 92,03 19 повхк 

V 60 0,00 1,00 -36,00 24,00 25,00 24,00 0,235 -0,093 0,328 707,53 708,65 708,09 606,35 92,74 19 повхк 

VI 61 0,00 1,00 -37,00 24,00 25,00 24,00 0,328 -0,099 0,427 708,65 709,82 709,24 606,35 93,89 19 повхк 

VII 54 0,00 1,00 -30,00 24,00 25,00 24,00 0,427 -0,078 0,505 709,82 710,61 710,22 606,35 94,87 20 повхк 

VIII 44 0,00 1,00 -20,00 24,00 25,00 24,00 0,505 -0,054 0,558 710,61 711,36 710,98 606,35 95,64 20 повхк 

IX 29 0,00 1,00 -4,00 24,00 26,00 25,00 0,558 -0,010 0,569 711,36 711,56 711,46 606,38 96,07 21 повхк 

X 25 0,00 1,00 -1,00 24,00 25,00 24,00 0,569 -0,003 0,571 711,56 711,61 711,59 606,35 96,24 20 повхк 

XI        0,571   711,61       
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Таблица 2.15 - Сработка-наполнение маловодного года. Вторая итерация
Месяц Qпол Qxx Qф Qводхр Qвхк Qнб Qгэс Vнач deltaV Vкон Zвбнач Zвбкон Zвбсред Zнб H N Nгар 

XI 28 0,00 1,00 1,00 12,00 30,00 29,00 0,444 0,003 0,441 710,00 709,97 709,99 606,53 94,45 24 24 

XII 15 0,00 1,00 51,00 12,00 67,00 66,00 0,441 0,137 0,305 709,97 708,36 709,17 607,48 92,68 53 53 

I 3 0,00 1,00 65,00 12,00 69,00 68,00 0,305 0,168 0,136 708,36 706,30 707,33 607,52 90,81 53 53 

II 6 0,00 1,00 25,00 12,00 32,00 31,00 0,136 0,053 0,083 706,30 705,04 705,67 606,60 90,07 24 24 

III 20 0,00 1,00 -7,00 12,00 14,00 13,00 0,083 -0,018 0,101 705,04 705,57 705,31 605,86 90,45 10 повхк 

IV 34 0,00 1,00 -10,00 24,00 25,00 24,00 0,101 -0,027 0,128 705,57 706,16 705,86 606,35 90,52 19 повхк 

V 60 0,00 1,00 -36,00 24,00 25,00 24,00 0,128 -0,091 0,219 706,16 707,35 706,75 606,35 91,41 19 повхк 

VI 61 0,00 1,00 -37,00 24,00 25,00 24,00 0,219 -0,094 0,313 707,35 708,47 707,91 606,35 92,56 19 повхк 

VII 54 0,00 1,00 -30,00 24,00 25,00 24,00 0,313 -0,072 0,385 708,47 709,36 708,91 606,35 93,57 19 повхк 

VIII 44 0,00 1,00 -20,00 24,00 25,00 24,00 0,385 -0,051 0,436 709,36 709,92 709,64 606,35 94,29 20 повхк 

IX 29 0,00 1,00 -5,00 24,00 25,00 24,00 0,436 -0,009 0,445 709,92 710,01 709,96 606,35 94,62 20 повхк 

X 25 0,00 1,00 -1,00 24,00 25,00 24,00 0,445 -0,003 0,448 710,01 710,04 710,02 606,35 94,68 20 повхк 

XI        0,448   710,04       
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Водно-энергетические расчеты режима работы ГЭС в маловодном 
году 

 

Применяем турбину «РО115». 
Результатом сработки наполнения являются: 

- гарантированная мощность – 𝑁𝑁гар = 53 (МВт); 

- уровень мёртвого объёма – УМО = 705,00 (м); 
- график срабоки-наполнения водохранилища (рисунок 2.12). 

 

 
Рисунок 2.12 - График сработки-наполнения водохранилища маловодного 

года 

 

По данным сработки-наполнения водохранилища определяем отметку 
УМО=705,00м. 

Выработку в зимние и летнее время определяем по январю и июню. 
 Эзим =  𝑁𝑁янв • 24=1,13 млн. кВт•ч,                                                         (2.16) 

 Элет = 𝑁𝑁авг • 24=0,48 млн. кВт•ч.               

 

По этим данным определяем рабочую мощность ГЭС через интегральные 
кривые нагрузки. Рисунок 2.13 для зимы, рисунок 2.14 для лета. 

705,00

707,00

709,00

711,00

XI XII I II III IV V VI VII VIII IX X XI

Zвб,м

t,мес

90%

Дно



28 

 

 
Рисунок 2.13- Интегральная кривая нагрузки в зиму 
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Рисунок 2.14 - Интегральная кривая нагрузки летом 
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Примечание: синим цветом действующие ГЭС, зелёным -проектируемая 
Красноплянская ГЭС II. 

Исходя из ИКН, рабочие мощности: 𝑁𝑁раблет=53 МВт. 𝑁𝑁рабзим=83 МВт. 
 

Водно-энергетические расчеты режима работы ГЭС в средневодном 
году 

 

Исходными данными являются: 
- гидрограф средневодного года; 
- потери воды из водохранилища; 
- требования ВХК; 
- кривые зависимости объема водохранилища от отметки верхнего бьефа; 
- кривые зависимости отметки нижнего бьефа от расхода; 

Расчет средневодного года можно производить разными способами. 
Выбирается тот, где средняя многолетняя выработка больше. Отметка уровня 
воды в ВБ на конец месяца определяется исходя из известного объёма воды в 
водохранилище по кривой связи (рисунок 2.3). 

Принимаем следующее допущение – расход в течение месяца постоянен и 
при переходе от месяца к месяцу изменяется мгновенно, следовательно, отметка 
НБ в течение месяца постоянна и так же изменяется мгновенно при переходе от 
месяца к месяцу. Отметка уровня воды в НБ определяется по кривым связи в НБ 
(рисунок 2.4), исходя из известного расхода в НБ. 

В таблицах 2.16 и 2.17 приведены сработки и наполнения водохранилища 
в средневодном году. 
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Таблица 2.16 - Сработка-наполнение средневодного года. Вариант №1 

Месяц Qпол Qxx Qф Qводхр Qвхк Qнб Qгэс Vнач deltaV Vкон Zвбнач Zвбкон Zвбсред Zнб H N Nгар 

Э. 
млн 

кВт•ч 

XI 29 0,00 1,00 4,00 12,00 34,00 33,00 0,444 0,011 0,433 710,00 709,89 709,94 606,67 94,28 27 24 19,35 

XII 16 0,00 1,00 51,00 12,00 68,00 67,00 0,433 0,137 0,297 709,89 708,26 709,07 607,50 92,57 54 53 38,58 

I 5 0,00 1,00 63,00 12,00 69,00 68,00 0,297 0,163 0,133 708,26 706,25 707,25 607,52 90,74 53 53 38,38 

II 7 0,00 1,00 24,00 12,00 32,00 31,00 0,133 0,051 0,082 706,25 705,00 705,63 606,60 90,03 24 24 17,36 

III 26 0,00 1,00 -10,00 12,00 17,00 16,00 0,082 -0,026 0,108 695,00 705,73 700,37 606,00 85,37 12 повхк 8,50 

IV 48 0,00 1,00 -15,00 24,00 34,00 33,00 0,108 -0,040 0,148 705,73 706,49 706,11 606,67 90,44 26 повхк 18,57 

V 85 0,00 1,00 -36,00 24,00 50,00 49,00 0,148 -0,093 0,241 706,49 707,60 707,04 607,11 90,93 38 повхк 27,72 

VI 80 0,00 1,00 -37,00 24,00 43,70 42,70 0,241 -0,099 0,341 707,60 708,81 708,21 606,95 92,25 34 повхк 24,51 

VII 62 0,00 1,00 -30,00 24,00 32,50 31,50 0,341 -0,078 0,418 708,81 709,73 709,27 606,62 93,65 25 повхк 18,35 

VIII 49 0,00 1,00 -12,00 24,00 38,40 37,40 0,418 -0,032 0,450 709,73 710,06 709,90 606,80 94,09 30 повхк 21,89 

IX 30 0,00 1,00 0,00 24,00 31,00 30,00 0,450 0,000 0,450 710,06 710,06 710,06 606,57 94,50 24 повхк 17,64 

X 28 0,00 1,00 0,00 24,00 29,00 28,00 0,450 0,000 0,450 710,06 710,06 710,06 606,50 94,57 23 повхк 16,47 

XI        0,450   710,06      ∑ 267,32 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



 

 

32 

 

Таблица 2.17 - Сработка-наполнение средневодного года. Вариант №2 

Месяц Qпол Qxx Qф Qводхр Qвхк Qнб Qгэс Vнач deltaV Vкон Zвбнач Zвбкон Zвбсред Zнб H N Nгар 

Э. 
млн 

кВт•ч 

XI 29 0,00 1,00 1,00 12,00 31,00 30,00 0,444 0,003 0,441 710,00 709,97 709,99 606,57 94,42 24 24 17,62 

XII 16 0,00 1,00 51,00 12,00 68,00 67,00 0,441 0,137 0,305 709,97 708,36 709,17 607,50 92,67 54 53 38,62 

I 5 0,00 1,00 64,00 12,00 70,00 69,00 0,305 0,166 0,139 708,36 706,34 707,35 607,54 90,81 54 53 38,98 

II 7 0,00 1,00 25,00 12,00 33,00 32,00 0,139 0,060 0,083 706,34 705,04 705,69 606,63 90,06 25 24 17,93 

III 26 0,00 1,00 -8,00 12,00 19,00 18,00 0,083 -0,021 0,104 705,04 705,63 705,33 606,09 90,24 14 повхк 10,10 

IV 48 0,00 1,00 -15,00 24,00 34,00 33,00 0,104 -0,040 0,144 705,63 706,42 706,03 606,67 90,36 26 повхк 18,55 

V 85 0,00 1,00 -48,00 24,00 38,00 37,00 0,144 -0,124 0,268 706,42 707,91 707,17 606,79 91,38 29 повхк 21,03 

VI 80 0,00 1,00 -40,00 24,00 40,70 39,70 0,268 -0,107 0,375 707,91 709,24 708,58 606,87 92,71 32 повхк 22,90 

VII 62 0,00 1,00 -27,00 24,00 35,50 34,50 0,375 -0,070 0,445 709,24 710,01 709,63 606,71 93,91 28 повхк 20,16 

VIII 49 0,00 1,00 0,00 24,00 50,40 49,40 0,445 0,000 0,445 710,01 710,01 710,01 607,12 93,89 40 повхк 28,85 

IX 30 0,00 1,00 0,00 24,00 31,00 30,00 0,445 0,000 0,445 710,01 710,01 710,01 606,57 94,45 24 повхк 17,63 

X 28 0,00 1,00 0,00 24,00 29,00 28,00 0,445 0,000 0,445 710,01 710,01 710,01 606,50 94,52 23 повхк 16,46 

XI        0,445   710,01      ∑ 268,83 
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Результатом сработки-наполнения являются: 
Для наглядности представим сработки-наполнения водохранилищ 

маловодного (90% обеспеченности) и средневодного (50% обеспеченности) лет 
на одном графике (рисунок 2.15). 

 

 
Рисунок 2.15 - сработки-наполнения водохранилищ маловодного (90% 
обеспеченности) и средневодного (50% обеспеченности) годов 

 

2.10 Построение режимного поля 

 

Режимное поле – область допустимых режимов работы, проектируемой 
ГЭС. Верхней границей режимного поля является напорная характеристика при 
работе ГЭС с водохранилищем, наполненным до отметки НПУ, нижней - при 
работе ГЭС с водохранилищем, сработанным до отметки УМО. Построение этих 
характеристик выполняется по следующему уравнению: 

 𝐻𝐻ГЭС(𝑄𝑄ГЭС) = ∇ВБ − 𝑧𝑧НБ(𝑄𝑄НБ) − ∆ℎ,                             (2.17) 

 

где ∇ВБ – отметка уровня воды в верхнем бьефе, 
для верхней границы ∇ВБ = ∇НПУ = 710,00 (м),  

для нижней границы ∇ВБ = ∇УМО = 705,00 (м); 𝑧𝑧НБ(𝑄𝑄НБ) – отметка уровня воды в НБ в зависимости от расхода в НБ; ∆ℎ – потери напора в подводящих сооружениях. 
 

Линия расчётного напора считается по предыдущей формуле, где ∇ВБ 

будет являться средняя ∇ВБ января графика сработки-наполнения 
водохранилища маловодного года. 

Ограничением слева на режимном поле является  минимальный расход 
воды, определяемый заданным ограничением по условиям функционирования 
водохозяйственного комплекса 𝑄𝑄𝑚𝑚𝑚𝑚𝑛𝑛 = 12 (м3

с� ). 
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Уравнение линии ограничения по расчетной установленной мощности 
имеет следующий вид: 

 𝑄𝑄ГЭС =
𝑁𝑁уст𝑘𝑘𝑁𝑁∙𝐻𝐻ГЭС

,                                                           (2.18) 

 

где 𝑁𝑁уст – установленная мощность проектируемой ГЭС; 𝑘𝑘𝑁𝑁 – коэффициент мощности; 𝐻𝐻ГЭС – напор на ГЭС (выбирается произвольно). 
 

Уравнение линии пропускной способности ГЭС: 
 𝑄𝑄ГЭС = 𝑄𝑄ГЭС

𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 ∙ �𝐻𝐻ГЭС𝐻𝐻р
,                        (2.19) 

 

где 𝑄𝑄ГЭС
𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 – максимальный расход через ГЭС. Определяется в точке 

пересечения линии ограничения по расчетной установленной мощности с 
линией расчётного напора; 𝐻𝐻ГЭС – напор ГЭС; 𝐻𝐻р – расчётный по мощности напор. Определяется в точке пересечения 
линии ограничения по расчетной установленной мощности с линией расчётного 
напора. 

 

Результаты расчета представлены в таблице 2.18. 

По данным таблицы 2.18 строится режимное поле проектируемой станции 
(рисунок 2.16). 
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Таблица 2.18 - Построение режимного поля 

Кривые связи нб для летних и зимних условий 

напорные характеристики 

линия ограничения 
по расчетной 

установленной 
мощности 

Линия ограничения 
по пропускной 

способности ГЭС 

Qнб zнб зима Qвхк потери Z  НПУ Z УМО Zвб1 Н НПУ Н УМО Н zвб1 Н Q H Q 

5,0 605,34 12 9 710,00 705,00 707,50 95,7 90,7 93,2 93,0 97,0 90,5 100,0 

10,0 605,64 12 9 710,00 705,00 707,50 95,4 90,4 92,9 92,8 97,2 90,2 99,8 

20,0 606,14 12 9 710,00 705,00 707,50 94,9 89,9 92,4 92,6 97,4 90,0 99,7 

30,0 606,53 12 9 710,00 705,00 707,50 94,5 89,5 92,0 92,4 97,6 89,8 99,6 

40,0 606,85 12 9 710,00 705,00 707,50 94,2 89,2 91,7 92,2 97,8 89,6 99,5 

50,0 607,11 12 9 710,00 705,00 707,50 93,9 88,9 91,4 92,0 98,1 89,4 99,4 

60,0 607,34 12 9 710,00 705,00 707,50 93,7 88,7 91,2 91,8 98,3 89,2 99,3 

70,00 607,54 12 9 710,00 705,00 707,50 93,5 88,5 91,0 91,6 98,5 89,0 99,2 

80,00 607,71 12 9 710,00 705,00 707,50 93,3 88,3 90,8 91,4 98,7 88,7 99,0 

90 607,88 12 9 710,00 705,00 707,50 93,1 88,1 90,6 91,0 99,1 88,3 98,8 

100 608,02 12 9 710,00 705,00 707,50 93,0 88,0 90,5 90,5 99,7 87,8 98,5 
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Рисунок 2.16 - Режимное поле проектируемой станции 

 

Из построенного режимного поля определяем: 
- максимальный напор 𝐻𝐻𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 = 95,3 (м). Определяется в точке пересечения 

напорной характеристики при НПУ и линии ограничения по минимальному 
расходу; 

- максимальный расход  𝑄𝑄ГЭС
𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 = 100 �м3

с� �. Определяется в точке 
пересечения линии ограничения по расчетной установленной мощности с 
линией расчётного напора; 

- расчётный напор 𝐻𝐻р = 90,5 (м). Определяется в точке пересечения линии 
ограничения по расчетной установленной мощности с линией расчётного 
напора; 

- минимальный напор 𝐻𝐻𝑚𝑚𝑚𝑚𝑛𝑛 = 88 (м). Определяется в точке пересечения 
напорной характеристики при УМО и линии ограничения по пропускной 
способности ГЭС. 

 

2.11 Баланс мощности энергосистемы 

 

Определение установленной мощности проектируемой станции 

Исходя из известной гарантированной мощности проектируемой станции, 
используя интегральную кривую суточного зимнего графика нагрузки 
энергосистемы, требуется определить установленную мощность проектируемой 
станции. 
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Установленная мощность определяется построением прямоугольного 
треугольника на ИКН зимы, катетами которого являются: катет параллельный 
оси энергии – гарантированная мощность в пересчете на энергию, катет 
параллельный оси мощностей – вытесняющая рабочая мощность проектируемой 
станции. При построении данного прямоугольного треугольника известна 
величина выработки, величину второго катета требуется определить. То же 
выполняем и на интегральной кривой суточного летнего графика нагрузки 
энергосистемы. 

Установленная мощность станции – это вытесняющая рабочая мощность с 
учётом резервов. Так как на проектируемой станции не предусматривается 
дополнительного объёма водохранилища, то располагаем на ней только 
нагрузочный резерв равный 2 (%) от вытесняющей рабочей мощности. 

 𝑁𝑁устпр.ГЭС
= 𝑁𝑁выт.раб.

пр.ГЭС
+ 𝑁𝑁резнагр

= 𝑁𝑁выт.раб.

пр.ГЭС
+ 0,02 ∙ 𝑁𝑁выт.раб.

пр.ГЭС
= 83 + 0,02 ∙ 65 = 

= 83,06(МВт),                       (2.20) 

 

где 𝑁𝑁резнагр
 – нагрузочный резерв, равный 2 (%) от 𝑁𝑁выт.раб.. 

 

Определение рабочих мощностей и резервов существующих ГЭС и 
тепловых станций 

Для построения графика баланса мощностей нужно определить величины 
резервов существующих ГЭС и тепловых станций и как следствие их 
установленную мощность.  

Нагрузочный резерв составляет 2 (%) рабочей мощности.Определяем 
нагрузочный и аварийный резерв существующих ГЭС (таблица 14) и их рабочую 
мощность за каждый месяц: 
 𝑁𝑁резнагр

= 0,02 ∙ 𝑁𝑁рабсущ.ГЭС
,                                                                       (2.21) 

 

Рабочую мощность ТЭС определяем из условия полного покрытия графика 
нагрузки: 

 𝑁𝑁рабТЭС = 𝑃𝑃𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 − 𝑁𝑁рабпр.ГЭС − 𝑁𝑁рабсущ.ГЭС
,                                         (2.22) 

 

где 𝑃𝑃𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 – месячный максимум нагрузки; 𝑁𝑁рабпр.ГЭС
 – рабочая мощность проектируемой станции; 𝑁𝑁рабсущ.ГЭС
 – рабочая мощность проектируемой станции. 

 

Установленная мощность тепловых электростанций будет определяться 
суммой рабочей мощности и резервов: 
 𝑁𝑁устСУЩ

= 𝑁𝑁рабСУЩ
+ 𝑁𝑁резнагр

+ 𝑁𝑁резав ,                               (2.23) 
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где 𝑁𝑁рабСУЩ
 – рабочая мощность существующей ГЭС; 𝑁𝑁резнагр
= 0,02 ∙ 𝑁𝑁рабТЭС – нагрузочный резерв тепловых станций; 𝑁𝑁резав = 0,1 ∙ 𝑁𝑁рабТЭС – аварийный резерв тепловых станций. 

Данные полученные в ходе расчётов сводим в таблицу 2.19. 

 

Капитальные ремонты оборудования 

 

Ремонт оборудования ГЭС осуществляется в те месяцы, когда оно не 
полностью используется в энергосистеме. При этом продолжительность ремонта 
агрегатов ГЭС принимается равной 30 дням, а частота проведения – раз в 6лет. 

Ремонтная площадь проектируемой ГЭС: 
 𝐹𝐹ремпр.ГЭС

=
1∙𝑁𝑁устпр.ГЭС6 ∙ 1мес = 13,8 �МВт ∙ месгод�,                                    (2.24) 

 

где 𝑁𝑁устпр.ГЭС
 – установленная мощность проектируемой ГЭС. 

 

Предусмотрены следующие нормы простоя оборудования: ТЭС с 
поперечными связями – 15 дней; блочные ТЭС – 30 дней. 

 

FремТЭС = �NустТЭС2 ∙ 12 мес +
NустТЭС2 ∙ 1мес� ∙ 12 = 391,9 �МВт ∙ месгод�,                   (2.25) 

 

Свободная мощность на существующей ТЭС в сумме за год составляет 
391,9�МВт ∙ мес год� �. Баланс мощности энергосистемы приведен в таблице 2.19 

и на рисунке 2.17. 

 

Таблица 2.19 - Расчет баланса мощности в маловодном году (все мощности, 
представленные в данной таблице, в МВт) 

 

М
ес

яц
 Нагрузка системы Существующая Проектируемая ТЭС 

Pmax Pар Pнр Nраб Nар Nнр Nрем Nраб Nар Nнр Nрем Nраб Nар Nнр 

1 1617 129 32 491 39 39 - 83 7 7 - 1043 83 21 

2 1586 127 32 491 39 39 - 52 4 4 - 1043 83 21 

3 1531 123 31 491 39 39 - 42 3 3 41,5 999 80 20 

4 1469 118 29 491 39 39 80 41 3 3 - 937 75 19 

5 1415 113 28 491 39 39 120 40 3 3 - 884 71 18 

6 1383 111 28 491 39 39 150 40 3 3 - 852 68 17 

7 1383 111 28 491 39 39 150 40 3 3 - 852 68 17 

8 1414 113 28 491 39 39 120 40 3 3 - 883 71 18 

9 1468 117 29 491 39 39 80 41 3 3 - 936 75 19 

10 1531 122 31 491 39 39 - 42 3 3 41,5 998 80 20 

11 1585 127 32 491 39 39 - 52 4 4 - 1042 83 21 

12 1617 129 32 491 39 39 - 83 7 7 - 1043 83 21 
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Рисунок 2.17 - Баланс мощности энергосистемы в маловодном году 
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3 Основное и вспомогательное оборудование 

 

3.1 Выбор числа и количества гидроагрегатов 

 

Для исходного диапазона напора по справочным материалам [2] 

определяем все возможные системы и типы гидротурбин, с учетом следующих 
условий:  

1) значение предельного напора должно быть не меньше максимального 
расчетного;  

2) отношение Нmin/Hmax =88,0/115=0,77 должно быть не меньше 
справочных данных.  

3) максимальный диаметр рабочего колеса гидротурбин должен 
выбираться с учетом транспортировки к месту монтажа.  

Диапазону напоров соответствует РО115-В, со следующими параметрами, 
представленными в таблице 3.1.  

 

Таблица 3.1 – Параметры турбинного оборудования 

Параметр РО115-В Обозначение Значение 

Максимальный напор гидротурбин 𝐻𝐻пред, м 115 

Диапазон регулирования 𝐻𝐻𝑚𝑚𝑚𝑚𝑛𝑛 𝐻𝐻𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚⁄  0,6 

Оптимальная приведенная частота вращения 𝑛𝑛′1 𝑜𝑜𝑜𝑜𝑡𝑡, об/м 74,5 

Оптимальный приведенный расход 𝑄𝑄1 𝑜𝑜𝑜𝑜𝑡𝑡, л/с 900 

Оптимальный КПД модели 𝜂𝜂м  𝑜𝑜𝑜𝑜𝑡𝑡 0,927 

Приведенный максимальный расход 𝑄𝑄′1𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚, л/с 1070 

Коэффициент кавитации 𝜎𝜎 (𝑄𝑄1𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚,
) 0,15 

Приведенный диаметр рабочего колеса 𝐷𝐷1 𝑚𝑚 , м 0,515 

Напор модельной турбины 𝐻𝐻мод , м 4 

Температура 𝑡𝑡мод, ℃ 2 

Коэффициент вязкости 𝑣𝑣мод 1,14 

 

После определения типа гидротурбины, производится пересчет 
характеристик от модельных параметров к натурным. Для этого определяются 
значения приведенного расхода и КПД в расчетной точке Р1, располагающейся 
на пересечении горизонтальной линии, проходящей через точку оптимума, и 
линии 5%-го запаса мощности:𝑄𝑄1𝑜𝑜′ = 1,08 м3/с ;  𝜂𝜂1𝑜𝑜=0,89. 

Расчет параметров гидротурбины производится для ряда стандартных 
диаметров рабочего колеса D1 по следующим формулам. 

КПД натурной гидротурбины: 
 



 

41 

 

 𝜂𝜂Т = 1 − �1 − 𝜂𝜂м р.т.� ∙
∙ �(1 − 𝜀𝜀) + 𝜀𝜀 ∙ �𝐷𝐷1 М𝐷𝐷15 ∙ �𝐻𝐻М𝐻𝐻р10 ∙ �𝜈𝜈Н𝜈𝜈М5 �,  

(3.1) 

 

где     𝜂𝜂м р.т.– коэффициент полезного действия модельной гидротурбины в 
расчётной точке; 𝜀𝜀 – коэффициент, выражающий отношение потерь трения ко всем 
гидравлическим потерям, 𝜀𝜀 = 0,75; 𝐷𝐷1 М – диаметр модельной гидротурбины (таблица 3.1); 𝐷𝐷1 – диаметр натурной гидротурбины, по справочным данным [2, 

с.147]; 𝐻𝐻М – напор на модельной гидротурбине (таблица 3.1); 𝐻𝐻р – расчётный напор натурной гидротурбины; 𝜈𝜈Н – кинематический коэффициент вязкости воды натурной 
гидротурбины [2, с.147], 𝜈𝜈Н = 1,3  при температуре воды t = 10ОС; 𝜈𝜈М – кинематический коэффициент вязкости воды модельной 
гидротурбины (таблица 3.1). 

 

Мощность одного агрегата в расчётной точке: 
 𝑁𝑁𝑚𝑚∗ = 9,81 ∙ 𝑄𝑄′𝐼𝐼 р ∙ 𝐷𝐷12 ∙ 𝐻𝐻р1,5 ∙ 𝜂𝜂Т ∙ 𝜂𝜂г ср, (3.2) 

  

где 𝜂𝜂г ср – средний КПД генератора, 𝜂𝜂г ср = 0,97. 

 

Число агрегатов устанавливаемых на ГЭС находится по формуле: 
 𝑍𝑍𝑚𝑚∗ =

𝑁𝑁уст𝑁𝑁𝑚𝑚∗ , (3.3) 

  

где 𝑁𝑁𝑚𝑚∗– мощность агрегата из выражения (1.2); 𝑁𝑁уст − расчетная установленная мощность ГЭС,  𝑁𝑁уст = 83 МВт. 
 

Полученное число агрегатов в большинстве случаев является не целым 
числом. Поэтому для определения точного числа машин производится 
округление в большую сторону до числа агрегатов (𝑍𝑍𝑚𝑚) кратного 2 или 3 для 
симметричности главной схемы сети. После чего уточняется мощность ГА:  

 𝑁𝑁𝑚𝑚 =
𝑁𝑁уст𝑍𝑍𝑚𝑚 , (3.4) 
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Поправка на приведенную частоту вращения при переходе от модели к 
натуре: 

 ∆𝑝𝑝 =
𝜂𝜂Т𝜂𝜂М, (3.5) 

  

Синхронная частота вращения с учетом поправки: 
 𝑛𝑛𝑐𝑐′ = 𝑛𝑛′𝐼𝐼 р ∙ �𝐻𝐻р ∙ ∆𝑝𝑝𝐷𝐷1 , (3.6) 

  

где 𝑛𝑛′𝐼𝐼 р – приведённая частота вращения модельной гидротурбины в 
расчётной точке (таблица 3.1); 𝐻𝐻р – расчетный напор. 
 

По полученной частоте вращения принимается ближайшее большее 
стандартное значение 𝑛𝑛𝑐𝑐. 

Для определения зоны работы на главной универсальной характеристике и 
выбора наилучшего варианта производится расчет приведенных частот 
вращения для известных значений напоров 𝐻𝐻𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚, 𝐻𝐻𝑜𝑜 и 𝐻𝐻𝑚𝑚𝑚𝑚𝑛𝑛 по формулам: 

 

 𝑛𝑛′𝑚𝑚𝑚𝑚𝑛𝑛 =
𝑛𝑛с ∙ 𝐷𝐷1�𝐻𝐻𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 ∙ ∆𝑝𝑝, (3.7) 

   

 𝑛𝑛′𝑜𝑜 =
𝑛𝑛с ∙ 𝐷𝐷1�𝐻𝐻𝑜𝑜 ∙ ∆𝑝𝑝, (3.8) 

   

 𝑛𝑛′𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 =
𝑛𝑛с ∙ 𝐷𝐷1�𝐻𝐻𝑚𝑚𝑚𝑚𝑛𝑛 ∙ ∆𝑝𝑝, (3. 9) 

  

где 𝑛𝑛с – стандартное значение синхронной частоты вращения. 
 

На универсальные характеристики наносятся линии 𝑛𝑛′𝑚𝑚𝑚𝑚𝑛𝑛, 𝑛𝑛′𝑜𝑜 и 𝑛𝑛′𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚. Для 
определения положения расчетных точек производится подбор значений 𝜂𝜂Т и 𝑄𝑄′𝐼𝐼, таких что бы выполнялись равенства: 

- для приведенной расчетной частоты вращения: 
 𝑄𝑄′𝐼𝐼 ∙ 𝜂𝜂Т =

𝑁𝑁а
9,81 ∙ 𝐷𝐷12 ∙ 𝐻𝐻р1,5 ∙ 𝜂𝜂г ср ; (3.10) 

- для приведенной минимальной частоты вращения: 
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𝑄𝑄′𝐼𝐼 ∙ 𝜂𝜂Т =
𝑁𝑁а

9,81 ∙ 𝐷𝐷12 ∙ 𝐻𝐻𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚1,5 ∙ 𝜂𝜂г ср. (3.11) 

 

Определение данных точек позволяет произвести построение линии 
ограничения по турбине. Линия ограничения по генератору наносится из 
расчетной точки вверх параллельно линиям открытия направляющего аппарата 
до пересечения с линией 𝑛𝑛′𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚. Ограничение турбины по минимальному расходу 
является левой границей зоны работы турбины. Для ее построения определяется 
приведенный расход при 𝐻𝐻𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 и 𝐻𝐻𝑚𝑚𝑚𝑚𝑛𝑛 и наносится соответственно на 𝑛𝑛′𝑚𝑚𝑚𝑚𝑛𝑛 и 𝑛𝑛′𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚: 

 𝑄𝑄′𝐼𝐼 =
𝑄𝑄𝑚𝑚𝑚𝑚𝑛𝑛𝐷𝐷12 ∙ �𝐻𝐻 ∙ ∆𝑝𝑝, (3.12) 

  

где   𝑄𝑄𝑚𝑚𝑚𝑚𝑛𝑛 – минимальный расход через станцию. 
 

На рисунках 3.1, 3.2,3.3 представлены зоны работы гидротурбины РО115. 
 

 
Рисунок 3.1 – Зона работы РО115-В-224 
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Рисунок 3.2 – Зона работы РО115-В-280 

 

 

 
Рисунок 3.3 – Зона работы РО115-В-200 (3 агрегата) 

 

Все расчеты сведены в таблицу 3.2. 
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Таблица 3.2 – Параметры турбинного оборудования 

D1м, м 1 2 3 4 5 6 

Ƞ т 2 2,24 2,8 3 3,15 3,55 

Na*, МВт 0,942 0,943 0,944 0,945 0,945 0,946 

Za* 27932 45075 54863 63047 69509 88377 

Za 2,97 1,84 1,51 1,32 1,19 0,94 

Na, МВт(Вт) 3 2 2 2 2 2 

Δ 27667 41500 41500 41500 41500 41500 

nc*, об/мин 1,030 1,031 1,032 1,033 1,033 1,034 

nc, об/мин 347,4 302,9 248,4 232,0 220,9 196,2 

n min, об/мин 375,0 300,0 250,0 230,8 230,8 200,0 

n'р, об/мин 79,2 71,7 73,9 73,0 76,7 74,9 

n'max, об/мин 80,4 73,8 75,0 74,1 77,8 76,0 

Q1*ƞт, Нр 81,6 75,0 76,1 75,2 79,0 77,1 

Q1•ƞт, Нmax 0,936 0,961 0,716 0,624 0,566 0,446 

Q1', м3/c; 
(Hmax) 

0,896 0,881 0,686 0,597 0,542 0,426 

Q1', м3/c; 
(Hmin) 

0,317 0,255 0,162 0,141 0,128 0,100 

Q'•ƞ при Hp 0,327 0,267 0,166 0,145 0,131 0,103 

Q'•ƞ при 
Hmax 

0,080 0,961 0,716 0,624 0,566 0,446 

q Hmin 0,896 0,881 0,686 0,597 0,542 0,426 

q Hmax 0,327 0,267 0,166 0,145 0,131 0,103 

 

После анализа полученных расчетов, а также после построения зон работы 
турбины на универсальной характеристике к дальнейшему рассмотрению 
принимаются турбины отвечающие следующим условиям: 

1) зона работы гидротурбины не должна выходить за области главной 
универсальной характеристики (в том числе не выходить за границу 5%-го 
запаса мощности до РО турбин);  

2) гидротурбина должна иметь наибольший КПД; 
3) рассматриваемый вариант должен обладать наименьшим количеством 

ГА при максимальной мощности. 
Из всех рассмотренных вариантов данным условиям удовлетворяет 

турбина РО115-В-224 с зоной работы представленной на рисунке 3.1 (3.4). 

Данный вариант и принимается для дальнейших расчетов. 
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Рисунок 3.4 – Зона работы РО115-В-224 

 

3.2 Определение отметки установки рабочего колеса гидротурбины 

 

Отметка рабочего колеса находится по формуле: 
 ∇𝑍𝑍РК =  𝑍𝑍НБ(𝑄𝑄НБ) + 𝐻𝐻𝑆𝑆доп, (3.13) 

  

где 𝑍𝑍НБ(𝑄𝑄НБ)– отметка уровня воды в НБ при 𝑄𝑄НБ, соответствующая 
расчетному значению высоты отсасывания; 
Н𝑆𝑆 – высота отсасывания турбины. 
 

Для обеспечения бескавитационной работы турбины необходимо 
выполнение условия: при всех возможных режимах эксплуатации турбины ее 
фактическая высота отсасывания не должна превышать допустимую: 

 

 𝐻𝐻𝑆𝑆ф ≤ 𝐻𝐻𝑆𝑆доп, (3.14) 

  

где 𝐻𝐻𝑆𝑆ф– фактическая высота отсасывания турбины; 𝐻𝐻𝑆𝑆доп
 – допустимая высота отсасывания турбины. 

 

То есть для соблюдения условия (3.14) необходимо определить такое 
значение 𝐻𝐻𝑆𝑆доп, которое обеспечит бескавитационную работу турбины даже в 
самых тяжелых условиях. С этой целью рассматриваются три случая, требующие 
наибольшего заглубления РК: 
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1)Работа одного агрегата с расчётной мощностью при НПУ; 
2)Работа одного агрегата с расчётной мощностью и расчётным напором; 
3)Работа одного агрегата с минимальным напором и соответствующей 

мощностью на линии ограничения. 
Допустимая высота отсасывания находится по формуле: 
 𝐻𝐻𝑆𝑆доп = 𝐵𝐵 − 𝑍𝑍НБ(𝑄𝑄НБ)

900
− 1,5 ∙ 𝜎𝜎 ∙ 𝐻𝐻 + 𝑍𝑍Х.ПЛ., (3.15) 

  

где 𝐵𝐵 = 10,33 м – барометрическое давление; 𝜎𝜎 – коэффициент кавитации, определяемый по главной универсальной 
характеристике для расчётных условий; 𝐻𝐻 – напор на турбине, определяемый уровнем ВБ и 𝑍𝑍НБ(𝑄𝑄НБ); 𝑍𝑍Х.ПЛ. – разность высотных отметок двух характерных плоскостей 
модельной и натурной турбин. 

 

Для радиально-осевых турбин 𝑍𝑍Х.ПЛ. соответствует половине высоты 
направляющего аппарата 𝑏𝑏0/2, т.е.: 

 

 𝑍𝑍Х.ПЛ. =
𝑏𝑏0
2

=  
0,316 ∙ 𝐷𝐷1

2
, (3.16) 

  

где 𝑏𝑏0 – высота НА (приложение А, рисунок А.1). 

 

Результаты расчета высоты отсасывания для трех случаев представлены в 
таблице 3.3. 

 

Таблица 3.3 – Расчет высоты отсасывания 

 Режим №1 Режим №2 Режим №3 

Hmax = 95,3 м Hp = 90,5м Hmin = 88,0 м 

Q′, л/с 0,892 0,956 0,965 

Q, м3/с 42 43,7 43,3 

ZНБ(QВХК), м 606,90 606,95 606,94 

σ 0,138 0,132 0,126 

Hs, м -3,29 -2,15 -1,35 ∇РК 605,56 606,70 607,50 

  

В результате сравнения полученных высот отсасывания принимаем 
максимальное заглубление рабочего колеса 𝛻𝛻РК = 605,56 м, при 
соответствующей высоте отсасывания 𝐻𝐻𝑆𝑆доп = −3,29 м. Полученная отметка РК 
не противоречит экономической целесообразности заглубления. 
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3.3 Гидромеханический расчет и построение металлической 
спиральной камеры  

 

Задаваясь максимальным напором 𝐻𝐻𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 = 95,3 м, к проектировке 
выбирается металлическая спиральная камера круглого сечения с углом охвата 
φ=351º (приложение А, рисунок А.2). При расчете спиральной камеры должны 
учитываться три главных условия: 

1) Равномерное распределение расхода по окружности направляющего 
аппарата. 

2) Обеспечение одинаковой закрутки потока (постоянство момента 
скорости) перед направляющим аппаратом. 

3) Подбор таких размеров радиальных сечений спиральной камеры, чтобы 
средние скорости потока в них не превосходили предельных значений. 

Принимая стандартные размеры статора в зависимости от 
нормализованных гидротурбин согласно [3], принимаем: 

Внутренний диаметр статора Db = 3,19 м; 
Наружный диаметр статора Da = 3,73 м; 
Диаметр сопряжения СК и статора турбины D4 = 3,98 м. 
Высота точки сопряжения СК и статора от верховой грани НА h1=0,23м; 
Скорость во входном сечении СК [3] υвх = 8,7 м/с 

Расчет производится в соответствии с методикой приведенной в [3]. 

Результаты расчета входного и неэллиптических сечений см. в таблицах 3.4 и 3.5 

соответственно. 
 

Таблица 3.4 – Параметры входного сечения турбинной камеры 𝜑𝜑, град ω, о.е. Qвх, м3/с Fвх, м2/с ρвх, м aвх, м Rвх, м 

351 0,975 40 4,6 1,2 2,8 4,03 

 

Таблица 3.5 – Параметры неэллиптических сечений 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 φ, град 

φ
360

 
φ
C

 D4∙ φC [4] − �H12 �2
 �[5] x, м x2, м2 ρ2, м2 ρ, м a, м R, м 

351 0,975 0,272 1,085 0,7305 0,8547 1,13 1,27 1,62 1,27 3,12 4,39 

336 0,933 0,254 1,012 0,6582 0,8113 1,07 1,14 1,49 1,22 3,06 4,28 

321 0,892 0,243 0,967 0,6130 0,7830 1,03 1,05 1,41 1,19 3,02 4,20 

306 0,850 0,231 0,922 0,5678 0,7535 0,98 0,97 1,32 1,15 2,98 4,13 

291 0,808 0,220 0,877 0,5226 0,7229 0,94 0,89 1,24 1,12 2,93 4,05 

276 0,767 0,209 0,831 0,4775 0,6910 0,90 0,81 1,16 1,08 2,89 3,97 

261 0,725 0,197 0,786 0,4323 0,6575 0,85 0,73 1,08 1,04 2,85 3,89 

246 0,683 0,186 0,741 0,3871 0,6222 0,81 0,65 1,01 1,00 2,80 3,80 

231 0,642 0,175 0,696 0,3419 0,5847 0,76 0,58 0,93 0,96 2,75 3,72 

216 0,600 0,163 0,651 0,2967 0,5447 0,71 0,50 0,86 0,92 2,70 3,62 

201 0,558 0,152 0,606 0,2515 0,5015 0,65 0,43 0,78 0,88 2,65 3,53 

186 0,517 0,141 0,560 0,2063 0,4542 0,59 0,35 0,71 0,84 2,59 3,43 

171 0,475 0,129 0,515 0,1611 0,4014 0,53 0,28 0,64 0,80 2,52 3,32 

156 0,433 0,118 0,470 0,1159 0,3405 0,46 0,21 0,56 0,75 2,45 3,20 

141 0,392 0,107 0,425 0,0708 0,2660 0,37 0,14 0,49 0,70 2,36 3,07 

126 0,350 0,095 0,380 0,0256 0,1599 0,26 0,07 0,42 0,65 2,25 2,89 
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По зависимости 𝑅𝑅 = 𝑓𝑓(𝜑𝜑) строится график (рисунок 3.5), при помощи 
которого определяются радиусы для эллиптических сечений (таблица 3.6). По 
рассчитанным значениям выполнен чертеж спиральной камеры (рисунок 3.6). 

 

Таблица 3.6 – Параметры эллиптических сечений φ, град ρ1, м R, м p2, м 

111 

0,70 

2,75 0,41 

96 2,59 0,25 

81 2,45 0,12 

66 2,29 -0,03 

51 2,11 -0,20 

36 1,98 -0,33 

21 1,83 -0,47 

6 1,67 -0,62 

0  1,59 -0,70 

 

 
Рисунок 3.5 – Изменение наружного радиуса СК 

 

1,59

2,09

2,59

3,09

3,59

4,09

0 50 100 150 200 250 300 350

R, м

𝜑𝜑, град



 

50 

 

3
,0

7
,8

9

4,34

 
Рисунок 3.6 – Теоретический план спиральной камеры 

 

3.4 Выбор электротехнического оборудования  
 

Выбор типа серийного гидрогенератора  
 

Для определения типа гидрогенератора рассчитаем некоторые параметры. 
Номинальная мощность гидрогенератора: 

 𝑆𝑆ном =
𝑁𝑁𝑚𝑚𝑐𝑐𝑜𝑜𝑐𝑐𝑐𝑐 =

40.20,8 = 50.3 МВА,                                                                   (3.17) 

 

где cosφ принимаем 0,8. 
 

Число полюсов: 
 

P = 
6000𝑛𝑛𝑐𝑐 =

6000300 = 20                                                                                    (3.18) 

 

По каталогу ОАО «Силовые машины» выбираем гидрогенератор ВГС-

525/150-20. Параметры данного генератора представлены в таблице 3.7. 

 

Таблица 3.7 – Параметры генератора ВГС-525/150-20 

Наименование величины Обозначение 
Единицы 

измерения 
Значение 

Тип гидрогенератора ВГС-525/150-20 

Номинальная полная мощность номS  МВА 50 

Номинальная активная мощность номР  МВт 46 

Коэффициент мощности ϕcos
 о.е. 0,80 

Номинальное напряжение номU  кВ 10,5 



 

51 

 

Продолжение таблицы3.7 

Наименование величины Обозначение 
Единицы 

измерения 
Значение 

Номинальный ток номI  кА 2,75 

Номинальная частота вращения номn  об/мин 300 

Сопротивление обмотки статора dx  о.е. 1 

Переходное сопротивление 
'
dx

 
о.е. 0,25 

Сверхпереходное сопротивление 
''

dx
 

о.е. 0,16 

Система возбуждения электромашинная 

Исполнение подвесное 

Масса ротора mр т 147 

Масса общая mобщ т 295 

Диаметр статора Dст мм 6500 

 

Основные размеры генератора были назначены исходя из приближенных 
зависимостей (таблица 3.8). 

 

Таблица 3.8 – Основные размеры генератора ВГС-525/150-20 
Элемент генератора Параметр Зависимость Значение 

Статор 
Высота корпуса ℎст (1,7 ÷ 1,9)𝑙𝑙𝑚𝑚 1,96 м 

Диаметр корпуса 𝐷𝐷ст (1,05 + 0,0017𝑛𝑛0)𝐷𝐷𝑚𝑚 6,51 м 

Элемент генератора Параметр Зависимость Значение 

Статор Диаметр активной стали 𝐷𝐷𝑚𝑚 𝐷𝐷𝑚𝑚 + (0,5 ÷ 0,9) 5,75 м 

Верхняя крестовина 
Высота ℎв.к. (0,1 ÷ 0,12)𝐷𝐷𝑚𝑚 0,53 м 

Диаметр лучей 𝐷𝐷в.к. 𝐷𝐷ст 6,5 м 

Подпятник 
Высота ℎп (0,15 ÷ 0,2)𝐷𝐷𝑚𝑚 0,79 м 

Диаметр кожуха 𝐷𝐷п (0,4 ÷ 0,5)𝐷𝐷𝑚𝑚 2,1 м 

Надстройка 
Высота ℎ0 0,3 ÷ 0,5 0,40 м 

Диаметр 𝑑𝑑0 (0,2 ÷ 0,25)𝐷𝐷𝑚𝑚 1,05 м 

Кратер Диаметр 𝐷𝐷кр (1,4 ÷ 1,5)𝐷𝐷𝑚𝑚 7,35 м 

 

Выбор маслонапорной установки 

 

Маслонапорная установка предназначена для питания маслом под 
давлением гидравлической системы регулирования гидротурбины [4]. Выбор 
МНУ можно осуществить по номограмме [4]. 

Для максимального напора и при диаметре турбины принимаем МНУ2,5/1-

40-4-2. 

 

Выбор электрогидравлического регулятора 

 

Ввиду небольшой мощности гидротурбины отпадает необходимость 
создания больших усилий на лопатках направляющего аппарата, следовательно, 
принимаем диаметр золотника 100 мм, который принимается равным диаметру 
маслопроводов, идущих от золотника к сервомотору. В качестве регулятора 
принимаем ЭГР-МП-100-4 [4]. 
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3.5 Определение геометрических параметров агрегатного блока и 
машинного зала 

 

Определение отметки водозаборного отверстия  
 

Средняя скорость воды в водоводе: 
 𝓋𝓋 =

4∙𝑄𝑄𝜋𝜋∙𝐷𝐷2 = 
4∙413,14∙3,32 = 4,8 м/с                                                                        (3.19) 

 

где    Q = 41 м^3/с – расход через турбину при отметке НПУ и работе агрегата с 
установленной мощностью (таблица 3.2); 

D = 3,1м – диаметр водовода. 
 

Минимальная разность отметок мёртвого объема и верхней кромки 
водовода: 

 Нкр = 0,5 ∙ 𝐷𝐷 ∙ (
𝓋𝓋�𝑔𝑔∙𝐷𝐷)0,55 = 0,5 ∙ 3,1 ∙ (

4,8√9,81∙3,1)0,55 =1,44м.                      (3.20) 

 

Тогда верхняя кромка водозабора будет располагать на отметке: 
 ∇водозабора = УМО − Нкр = 705,0 − 1,44 = 703,56м.                        (3.21) 

 

где УМО – уровень мертвого объема водохранилища. 
          

Расчет вала на прочность 

 

Расчет вала на прочность производится с учетом совместного действия 
скручивающих, изгибающих и растягивающих усилий. Предварительный расчет 
наружного диаметра вала: 

 𝐷𝐷в∗ ≥ �6.1∙Мкр𝜏𝜏доп �0.33
,                                                                                              (3.22) 

 

где    𝜏𝜏доп = 30 ÷ 35 МПа. 
 

Принимаем 𝜏𝜏доп = 30 МПа, а крутящий момент Мкр определяем по 
формуле: 

 Мкр =
0,00974∙𝑁𝑁𝑛𝑛синх =

0,00974∙66300300 = 2,15  кН ∙ м.                                            (3.23) 𝐷𝐷в∗ ≥ �5,1∙2,1530 �0.33
= 0,71 м.                                                                         (3.24) 
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Окончательно принимаем диаметр вала 0,75 метра. 
 

Выбор геометрических размеров машинного зала 

 

По рекомендациям, исходя из диаметра шахты гидроагрегата, который до 
построения чертежа ориентировочно принимается равным внутреннему 
диаметру кромок статора турбины 𝐷𝐷ш = 3,19 м, а также исходя из обеспечения 
свободных проходов с каждой стороны не менее двух метров, с учётом 
размещения вспомогательного оборудования ширину машзала принимаем 
равной 17 метрам.  

Ширину монтажной площадки принимаем равной 15 метрам. При такой 
ширине будет возможно раскладка узлов одного гидроагрегата в зоне работы 
мостового крана, с учётом, что расстояние между частями будет не менее 1,5 
метров.  

Определим ширину блока гидроагрегата, длина блока:  
 𝐵𝐵бл = 4 ∙ 𝐷𝐷1 = 4 ∙ 2,4 ≈ 9,6 м                                                                      (3.25) 

 

Теперь определим длину машинного зала: 
 𝐿𝐿мз = 𝐵𝐵бл ∙ 𝑛𝑛агр + 𝐵𝐵м.п. = 9,6 ∙ 2 + 9,6 = 28,8 м                                      (3.26) 

 

Высоту и пролёт машинного зала назначаем минимально возможными из 
условия проноса наиболее крупного монтажного узла. Принимаем Hмз=11,6 
метров. 

В связи с тем, что вес ротора составляет 147 т, а количество агрегатов менее 
5 согласно стандарту «РусГидро» [5] в машинном зале назначается один 
мостовой кран грузоподъёмностью 200 тонн.  
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4 Компоновка гидроузла, выбор типа и расчет основных сооружений 

 

4.1 Определение класса плотины и отметки гребня плотины 

 

Определение типа плотины 

 

Состав ГТС гидроузла: глухая бетонная плотина, бетонная водосливная 
плотина, специальные сооружения (береговой водоприёмник, напорный 
деривационный водовод, уравнительный резервуар), здание ГЭС. 

 

Определение класса ГТС 

 

Определение класса сооружения [6]: 

• По высоте и типу грунтового основания – 4 класс (до 25 м) 
• По установленной мощности – 3 класс (от 10 до 300 МВт) 

Исходя из данных условий выбираем класс сооружения – 3 

 

Определение отметки гребням бетонной плотины 

 

Для бетонных плотин отметку гребня находят по формуле: 
 

мahhНПУГБП set 42,7104,001,001,0710%1 =+++=+∆++∇=∇                           (4.1)          

 

где a  − величина запаса, зависит от класса сооружения, и составляет  0,4 
метра. 

1. Вычисляют безразмерные комплексы 
2

w
V

gL

 и w
V

gt

, где t  − период 

развития волн на водохранилище ( счt 216006 ==
). 

 

32,21
12

31381,9
22

=
⋅

=
wV

gL

                (4.2) 

 

17658
12

2160081,9
=

⋅
=

wV

gt

                (4.3) 

 

Скорость ветра взята 2% обеспеченности приведённой на сайте: 
 www.atlas-yakutia.ru. 

2. Из графика [8, Приложение А, рис. А.1] по верхней огибающей 

кривой (для глубоководной зоны с глубиной d
d λ5,0 , где дно не влияет на 
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основные характеристики волн) по значениям 
2

w
V

gL

 и w
V

gt

определяют параметры 

2

w
V

hg

 и w
V

Tg

. 

 

Для 
32,21

2
=

wV

gL

: 
05,1=

wV

Tg

 
009,0

2
=

wV

hg

, 

 

Для 
17658=

wV

gt

: 
1,5=

wV

Tg

 
12,0

2
=

wV

hg

, 

 

Затем, используя меньшие полученные значения, вычисляют средний 

период волны T  (с) и среднюю высоту волны h  (м): 
 𝑇𝑇� =

1,05∙𝑉𝑉𝑤𝑤𝑔𝑔 =
1,05∙129,81 = 1,3 𝑐𝑐,                                                                          (4.4) 

 ℎ� =
0,009∙𝑉𝑉𝑤𝑤2𝑔𝑔 =

0,009∙1229,81 = 0,13 м.                                                                 (4.5) 

 

3. Вычисляют среднюю длину волны: 
 

.6,2
2

3,181,9

2

22

мTg
d =

⋅
==

ππ
λ

                                                                                (4.6) 

 

.5
2

700710

2
мДНАНПУ

d =
−

=
∇−∇

=
                                                              (4.7) 

5 >
2,62 ,  следовательно, условие выполняется 

 

4. Определяют высоту волны 1 % обеспеченности: 
 

,3,01.213,0%1 =⋅=⋅= iKhh
                                  (4.8) 

 

где iK − коэффициент определяемый по графику [8 приложение А, рис А2]. 
 ∆ℎ𝑐𝑐𝑠𝑠𝑡𝑡 = 𝐾𝐾𝑤𝑤 ∙ 𝑉𝑉𝑤𝑤2∙𝐿𝐿∙𝑐𝑐𝑜𝑜𝑐𝑐𝛼𝛼𝑤𝑤𝑔𝑔∙𝑑𝑑 = 1,4 ∙ 10−6 ∙ 122∙313∙19,81∙5 = 0,001286м.           (4.9) 

 

где wK − коэффициент рассчитываемый по формуле: 
 

            𝐾𝐾𝑤𝑤 = 3 ∙ (1 + 0,3 ∙ 𝑉𝑉𝑤𝑤) ∙ 10−7 = 1,4 ∙ 10−6;                   (4.10) 
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 𝐾𝐾𝑤𝑤 = 1,4 ∙ 10−6, ℎ1% = 0,13 ∙ 1,4 ∙ 10−6 ≈ 0,01;                          

 

мahhНПУГБП set 7,7104,0001,03,0710%1 =+++=+∆++∇=∇
     (4.11) 

 

4.2 Гидравлические расчеты 

 

Максимальные расчетные расходы определяют гидрологическими 
расчетами по кривой обеспеченности паводковых расходов (максимальных 
расходов в каждом году из заданного ряда наблюдений). 

Гидравлическими расчетами устанавливают: ширину водосливного 

фронта и размеры водосливных отверстий, отметку гребня водослива, 
форму водосливной грани и сопряжение ее с водобоем, форму сопряжения 
бьефов, размеры гасителей энергии воды в нижнем бьефе. 

 

Определение ширины водосливного фронта 

 

Определяют расчетный расход воды для основного расчетного случая Qр, 

который должен пропускаться, как правило, при НПУ через все 
эксплуатационные водопропускные сооружения гидроузла при полном их 
открытии и через гидроагрегаты ГЭС –QГЭС. Количество агрегатов, участвующих 
в пропуске расчетных расходов, должно быть не более: 

)1( −n при числе гидроагрегатов ГЭС 6<n ; 

 

,/30041)12(341 3

.max cмQQQ ГЭСрасчр =⋅−−=−=
                                             (4.12) 

 

где 
cмQ расч /341 3

.max = − расчетный максимальный расход для основного 
расчетного случая с учетом трансформации его водохранилищем. 

 

Ширина водосливного фронта: 
 

м
q

Q
B

в

р
66,10

13,28

300
===

                                                                                  (4.13) 

 

где вq
 − удельный расход на водосливе, равный: 

 

смqq рв /13,285,2225,125,1 2=⋅==
,                                                                (4.14) 

 

где рq
 − удельный расход на рисберме. 
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,/5,225,45][ 2 смhq НБhр =⋅=⋅= ν
                                                                   (4.15) 

 

где мhНБ 5,4=  − глубина воды в нижнем бьефе, определяется по кривой 
)( НБQfНБ =∇ при max.оснQ

;  
][ hν − допустимая скорость на рисберме, принимается в зависимости от 

грунтов, слагающих дно реки ( ][ hν =5 м/с – для скального основания). 
 

Принимаем 16 метров, т.к. минимальная ширина затвора 8м и 
минимальное их количество не менее двух. 

Ширина водосливного фронта B должна быть целым числом, поэтому 

полученное значение округляют в большую сторону и, кроме того,  
 𝐵𝐵 =  𝑛𝑛 ∙  𝑏𝑏 = 2 ∙ 8 = 16 м,                                                                       (4.16) 

 

где n =2 − число пролетов,  
b =8м – ширина пролёта принимается из стандартного ряда. 
 

Определение отметки гребня водосливной плотины 

 

Рассчитываем криволинейный без вакуумный водослив практического 
профиля. 

По основной формуле расхода для водосливов всех типов методом 
последовательных приближений определяют напор на гребне водослива, сначала 
без учета сжатия и подтопления –H01, а затем с учетом сжатия и подтопления − 
H02. 

 

,21,4
81,921649,0

300

2

3
2

3
2

01 м
gmB

Q
H

р =










⋅⋅⋅
=










=

                                  (4.17) 

 

где 49,0=m  − коэффициент расхода зависит от формы профиля водослива и 
принимается в зависимости от типа водослива практического профиля [10, 

раздел 6-4]. 

 

,33,4
81,9216196,049,0

300

2

3
2

3
2

02 м
gBm

Q
H

п

р =










⋅⋅⋅⋅⋅
=










=

εσ
                           (4.18) 

 

где пσ − коэффициент подтопления ( 1=пσ
 - водослив не подтопляемый);  

ε − коэффициент бокового сжатия, зависящий от условий входа, 
определяют по формуле: 
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( ) ( )
96,0

8

21,4

2

7,012
2,01

1
2,01 01 =⋅

⋅−
⋅−=⋅

−
⋅−=

b

H

n

n ξε
                            (4.19) 

где b  − ширина пролета;  
n − число пролётов;  

7,0=ξ
 − коэффициент формы боковых устоев, принимают по [10, рисунок 

6-10];  

 

Напор на гребне водослива без учета скорости подхода потока к водосливу 
0

V
: 

 

,19,4
81,92

58,11,1
33,4

2

22

0
02 м

g

V
HH =

⋅
⋅

−=−=
α

                                                     (4.20) 

 

где    ( ) ( )( ) ( ) ( )( ) ,/58,1
31216700710

300

1

3

0 см
nBДНАНПУ

Q
V

б

р =
⋅−+−

=
−+∇−∇

=
δ            (4.21) 

 

мб 3=δ
 − толщина быка.  

 

Ориентировочно толщину разрезного быка можно назначить по 
зависимости толщина быка − ширина пролета [10, рисунок 7.30]. 

Отметку гребня водослива определяют по формуле: 
 

мHНПУГВ ст 5,7055,4710 =−=−∇=∇
                                                              (4.22)          

 

где 
мH ст 5,4=

 − стандартный напор, ближайший к H в соответствии с 
техническим регламентом. 

 

Построение профиля водосливной грани 

 

Табличные координаты х и у [9, таблица 6-12] умножают на Hст и строят 
кривую А-В на рисунок 4.1. 

Сопряжение водосливной грани с поверхностью водобоя можно очертить 
по дуге C-D радиусом R. Величина этого радиуса назначается в зависимости от 
высоты плотины рв и напора на водосливе Н [10, таблица 6-14]. R=14,21 м. 

Для плавного сопряжения верхнюю и нижнюю кривые соединяют в общую 
касательную. Координаты для построения оголовка безвакуумного водослива с 
оголовком типа А приведены в таблице 4.1, а профиль проектируемого 
водослива представлен на рисунке 4.2. 

Отметку верха быка вычисляют по формуле: 
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мHГВГБ ст 7,7125,46,15,7056,1 =⋅+=+∇=∇
                                  (4.23) 

 

 
Рисунок 4.1- профиль 

 

 
Рисунок 4.2 – Профиль проектируемого водослива 

 

Таблица 4.1 – Координаты для построения оголовка безвакуумного водослива с 
оголовком типа А. 

X 0 0,45 0,9 1,35 1,8 2,25 2,7 3,15 3,6 4,05 4,5 4,95 5,4 5,85 

Y 0,56 0,16 0,03 0 0,02 0,12 0,27 0,45 0,52 0,89 1,15 1,44 1,77 2,13

Продолжение таблицы 4.1 
X 6,3 6,75 7,2 7,65 8,1 8,55 9 9,45 9,9 10,3 10,8 11,2 11,7 12,1

Y 2,53 2,97 3,43 3,92 4,44 4,98 5,55 6,16 6,78 7,43 8,52 8,85 9,54 10,3

Окончание таблицы 4.1 
X 12,6 13,0 13,5 13,9 14,4 14,8 15,3 15,7 16,2 16,6 17,1 17,5 18 

Y

 

11,7

 

12,7

 

13,5

 

14,4

 

15,3

 

16,2

 

17,1

 

18,1

 

19,1

 

20,1

 

21,1

 

21,6

 

22,1

 
 

Расчет сопряжения потока в нижнем бьефе 

 

На рисунке 4.3 представлен донный режим сопряжения бьефов. 
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Рисунок 4.3 - Донный режим сопряжения бьефов 

 

Определяют параметры гидравлического режима для прямоугольного 

русла в плоской постановке (на 1 п. м. ширины русла). 
Вычисляют критическую глубину потока при полном открытии всех 

отверстий: 
 

( ) ( )
м

gnB

Q
h

б

р
кр 03,3

81,93)12(16

3001,1

)1(
3

2

2

3
2

2

=
⋅⋅−+

⋅
=

⋅−Σ+
=

δ

α

                               (4.24) 

 

где α  − коэффициент Кориолиса, принять равным 1,1. 
 

Вычисляют полную удельную энергию в сечении перед водосливом: 
 

мднаГВ
g

v
HT 14,107005,705

81,92

58,11,1
5,4

2

22

0

0 =−+
⋅
⋅

+=∇−∇++=
α

                  (4.25) 

 

Вычисляют отношение 
35,3

03,3

14,100

0
===

кр
T

h

T
ξ

 и определяют значение 
коэффициента скорости 00,1=ϕ  в зависимости от длины сливной грани [9, 

таблица 9-10]. По графику М.Д. Чертоусова [9, рисунок  9.55] в зависимости от 

коэффициента скорости ϕ   и 0T
ξ

 определяют 42,0=сξ
 и 0,2'' =сξ . 

Вычисляют сопряженные глубины: 
 

мhh крcc 27,103,342,0,' =⋅== ξ
                                                                     (4.26) 

 

мhh крcc 06,603,30,2.'''' =⋅== ξ
                                                                       (4.27) 
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Так как ℎ′′𝑐𝑐 > ℎНБ (6,06м > 4,52 м), то получаем сопряжение по типу 
отогнанного гидравлического прыжка. Такой вид прыжка за плотиной не 
допускается, поэтому далее необходимо выполнить расчет специальных 
гасителей энергии. 
 

Расчет водобойной плиты 

 

Длина водобоя: 
 𝑙𝑙пр = 2,5 ∙ (1,9 ∙ ℎ′′с − ℎ′с) = 2,5 ∙ (1,9 ∙ 6,06 − 1,27) = 25,6м             (4.28) 

 𝑙𝑙в = (0,8 − 1) ∙ 𝑙𝑙прыжк → 0,8 ∙ 25,6 = 20,5м.                                     (4.29) 

 

По формуле Домбровского толщина водобоя: 
 𝛿𝛿в = 0,15 ∙ 𝑣𝑣с ∙ �ℎ𝑐𝑐 = 0,15 ∙ 22,15 ∙ √1,27 = 3,74м,                                (4.30) 

 

где 𝑣𝑣с =
𝑞𝑞вℎ′с =

28,131,27 = 22,15м/с − скорость в сжатом сечении.                 (4.31) 

  

 Принимаем толщину водобоя 3,8м. 
 

Расчет специальных гасителей: шашки 

 

Размеры шашек: 
 ℎш = (0,8 − 1,1) ∙ ℎ𝑐𝑐′ = 1 ∙ 1,27 = 1,27м.                                                 (4.32) 

   𝑏𝑏ш = (0,75 − 1,1) ∙ ℎ𝑐𝑐′ = 0,79 ∙ 1,27 = 1м.                                               (4.33) 

 

Вторую сопряженную глубину с учётом работы гасителей определяют из 
уравнения прыжковой функции при расположении шашек в 2 ряда:  

  𝑞𝑞вб2𝑔𝑔ℎ𝑐𝑐′ ∙ 𝑏𝑏г +
ℎ𝑐𝑐′ 22 ∙ 𝑏𝑏г =

𝑞𝑞вб2𝑔𝑔ℎ𝑐𝑐′′ ∙ 𝑏𝑏г +
ℎ𝑐𝑐′′2 ∙ 𝑏𝑏г + 𝑅𝑅0                                                  (4.34) 

 

где ℎ𝑐𝑐′′ – вторая сопряженная глубина при наличии гасителей; 
 𝑏𝑏г =

𝐵𝐵к𝑛𝑛 =
198 = 2,38;                       (4.35) 

 

где 𝑞𝑞вб- удельный расход на водобое; 𝑅𝑅0 – реакция гасителя: 
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𝑅𝑅0 = 𝜀𝜀 𝑣𝑣г22𝑔𝑔 𝜔𝜔𝑚𝑚 =
0,8∙17,86∙1,272∙9,81 = 16,52 ,                                 (4.36) 

 

где 𝜔𝜔𝑚𝑚 – площадь миделева сечения гасителя: 
 𝜔𝜔𝑚𝑚 = ℎш ∙ 𝑏𝑏ш = 1,27 ∙ 1 = 1,27;                     (4.37) 

 𝜀𝜀 = 0,8 − коэффициент обтекания гасителей; 𝑣𝑣г  - скорость перед гасителем, равная: 
 𝑣𝑣г2 =

23 ∙ �𝑞𝑞вбℎ𝑐𝑐′ +
𝑞𝑞вбℎ𝑐𝑐′′� =

23 �28,131,27 +
28,136,06 � = 17,86 м/с.                  (4.38) 

 

28,132
9,81 ∙ 1,27

∙ 2,38 +
1,272

2
∙ 2,38 =

28,132
9,81 ∙ ℎ𝑐𝑐′′ ∙ 2,38 +

ℎ𝑐𝑐′′
2

∙ 2,38 + 16,52 

 ℎ𝑐𝑐′′ = 1,43м. 

 

По полученному значению видно, что hc′′ < hНБ (1,43 <4,52), что 
соответствует сопряжению по типу затопленного прыжка. 

 

4.3 Конструирование бетонной плотины 

 

Определение ширины подошвы плотины 

 

Гравитационные бетонные плотины на скальном основании 
конструируют, как правило, с вертикальной напорной гранью и без 
фундаментной плиты, т.к. несущая способность скального основания достаточно 
высокая. Задача проектирования состоит в том, чтобы при заданной высоте 
сооружения найти минимальную ширину сооружения по основанию. Наиболее 
экономичным является треугольный профиль плотины, имеющий минимальную 
ширину понизу. 

Принимаем заложение низовой грани 0.7, тогда длина подошвы 

плотины составит: 
      

          B = 0,7 ∙ h,                                                                                                   (4.39) 

   

гдe    h = ∇НПУ − ∇под = 710 − 696,2 = 13,8 м                                             (4.40) 

 

Определяем отметку подошвы плотины: 
 ∇под = ∇дна − ∇ заглубления = 700 − 3,8 = 696,2 м                             (4.41) 

 

 Таким образом, длина подошвы плотины равна: 
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B = 0,7 ∙ h = 0,7 ∙ 13,8 = 9,6 м. 
 

Разрезка бетонной плотины швами 

 

Швы устраивают для обеспечения монолитности бетона секций плотины 
между швами при неравномерном распределении температуры в теле плотины и 
неравномерной осадке секций. Швы устраиваем по быкам. 

Расстояние между швами водосливной плотины определяется по формуле: 
 

S =  𝛿𝛿б + 𝑏𝑏 = 3 + 8 = 11 м,                                                                        (4.42) 

 

где     𝛿𝛿б – толщина быка; 
           𝑏𝑏 – ширина пролета. 
 

Быки 

 

На водосливе устраивают быки для деления водосливного фронта на 
пролеты и для установки затворов.  

Согласно рекомендациям для затворов шириной 8 м, толщина быка 
принимается в диапазоне (0,12÷0,16) ширины затвора либо больше. Для 
расчётной ширины водослива толщина быка составляет (1,92-2,56) м. 

С учетом конструктивного запаса, принимаем толщину разрезного быка 
равной 3 м.   

Ширина паза рабочего и аварийно-ремонтного затвора принимается 
равной 0,7 м.  

Длина паза принимается равной 0,5м, толщина быка между пазами 
принимается равной 0,5м. 

 

Галереи в теле плотины 

 

В теле плотины предусмотрены продольные и поперечные галереи.  
Принимаю нижнюю галерею для устройства дренажа шириной 2,5 м и высотой 
- 3 м. 
 

Дренаж тела бетонных плотин 

  

Вдоль напорной грани плотин предусматриваем устройство дренажа в 
виде вертикальных скважин, имеющих выходы в продольную галерею. Диаметр 
скважин принимаем 10 см, расстояние между осями дрен 2 м.  

Расстояние от напорной грани плотины до оси дренажа aдр, а также до 
верховой грани продольной галереи назначаем при соблюдении условия: 
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адр ≥  Н𝑑𝑑 𝛾𝛾𝑛𝑛𝐼𝐼кр,м  , (4.43) 

 

где H d − напор над расчетным сечением; γn − коэффициент надежности по 
ответственности сооружения; Iкр, m − критический средний градиент напора для 
бетона плотины (для гравитационных плотин равен 25); 

 𝐻𝐻𝑑𝑑 = 𝛻𝛻НПУ − 𝛻𝛻НБвхк.  (4.44) 

 𝐻𝐻𝑑𝑑 = 710 − 700,2 = 9,8 м.   

 адр ≥  9,8∙1,1525 = 0,45 м.                                                                              (4.45) 

 

Принимаем адр = 2 м. 

 
 

4.4 Основные элементы плотины 

 

Дренажные устройства в основании в скальных грунтах 

 

Дренаж в скальных грунтах выполняется в виде вертикальных скважин 
диаметром 200 мм с шагом 3м. Для гравитационной плотины III класса без 
полостей у основания. 

 𝐻𝐻𝑚𝑚𝑎𝑎𝐻𝐻𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 = 0,3; 
𝐻𝐻др𝐻𝐻𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 = 0,06. 

 

Напор на дренаже равен: 
 𝐻𝐻𝑚𝑚𝑎𝑎𝐻𝐻𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 = 0,3, отсюда 𝐻𝐻𝑚𝑚𝑐𝑐 = 0,3𝐻𝐻𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 = 0,3 ∙ (∇НПУ − ∇УНБмин) = 0,3 ∙ (710 − 700,2) = 

= 2,94 м;                                                                                                     (4.46) 

 

Тогда потери напора на дренаже равны: 
 ∆𝐻𝐻др = 𝐻𝐻𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 − 𝐻𝐻𝑚𝑚𝑐𝑐 = 9,8 − 2,94 = 6,86 м;                                             (4.47) 

 

Глубина скважин принимается равной: 
 ℎдр = 0,5ℎ𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 = 0,5 ∙ 9,8 = 4,9м;                                                             (4.48) 

 

Расстояние от напорной грани до оси дренажных скважин: 
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𝑙𝑙др = 0,15𝐵𝐵 = 0,15 ∙ 9,6 = 1,44м.                                                             (4.49) 

 

4.5 Определение сокращённого состава нагрузок на плотину для 
основного сочетания нагрузок и воздействий 

 

Сокращённый состав нагрузок определяется при ∇НПУ = 710 м в верхнем 
бьефе и минимальном уровне нижнего бьефа при пропуске санитарного расхода 𝑄𝑄сан = 12 м3/𝑐𝑐 ∇УНБмин = 700,2 м. Нагрузки собираются на 1 п.м. длины 
плотины. 

Площади плотины, быка, эпюр действующих нагрузок и плечи 
действующих сил строятся и вычисляются в программе AutoCad. 

 

4.6 Вес сооружения и затворов 

 

Вес плотины определяется с учетом объема продольных галерей и полости. 
(Рисунок 4.5). 

 
Рисунок 4.5 – Поперечный разрез плотины и быка при определении 

площади поперечного сечения 

 𝐺𝐺пл =
𝑆𝑆пл𝑏𝑏𝑔𝑔𝜌𝜌Б𝑏𝑏+𝛿𝛿Б =

55,4∙8∙9,81∙2,48+3 = 948,61 кН,                                                (4.50) 

 

где 𝑆𝑆пл − площадь поперечного сечения плотины (𝑆𝑆пл = 55,4 м2); 𝑏𝑏 −ширина пролёта; 𝛿𝛿Б −толщина быка; 𝜌𝜌Б −плотность бетона. 
 

Вес быка и его центр тяжести определяется аналогично: 
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𝐺𝐺б =
𝑆𝑆Б𝛿𝛿Б𝑔𝑔𝜌𝜌Б𝑏𝑏+𝛿𝛿Б =

94,9∙3∙9,81∙2,48+3 = 625,41 кН;                                                 (4.51) 

 

где 𝑆𝑆Б −это площадь поперечного сечения быка (𝑆𝑆Б = 97,4м2). 

 

Вес плоского затвора можно определить по формуле А.Р. Березинского: 
 𝑄𝑄з ≈ 0,055𝑓𝑓�𝑓𝑓𝑔𝑔 ≈ 0,055 ∙ 48 ∙ √48 ∙ 9,81 = 179,4 кН;                         (4.52) 

 

где 𝑓𝑓 −площадь затвора. 
 𝑓𝑓 = (∇ФПУ − ∇ГВ + 0,5)𝑏𝑏 = (711 − 705,5 + 0,5) ∙ 8 = 48м2;             (4.53) 

 𝑞𝑞з =
𝑄𝑄з𝑏𝑏+𝛿𝛿Б =

179,48+3 = 16,31 кН;                                                                    (4.54) 

 

Плечо силы веса затвора 4,4 м. 
 

4.7 Сила гидростатического давления воды 

 

Горизонтальная составляющая силы гидростатического давления воды: 
Со стороны верхнего бьефа: 
 Тв =

𝜌𝜌𝑤𝑤𝑔𝑔ℎ122 =
1∙9,81∙13,822 = 934,12 кН;                                                        (4.55) 

 

где    ℎ1 = ∇НПУ − ∇под = 710 − 706,2 = 13,8 м;    
 

Со стороны нижнего бьефа: 
 Тн =

𝜌𝜌𝑤𝑤𝑔𝑔ℎ222 =
1∙9,81∙422 = 78,48кН;                                                             (4.56) 

 

где    ℎ2 = ∇УНБмин − ∇под = 700,2 − 696,2 = 4 м;                                      (4.57) 

 

Плечо силы гидростатического давления со стороны верхнего бьефа равно: 
 𝑡𝑡в =

13 ℎ1 =
13 ∙ 13,8 = 4,6 м,                                                                          (4.58) 

 

Для нижнего бьефа аналогично: 
 𝑡𝑡н =

13 ℎ2 =
13 ∙ 4 = 1,33 м;                                                                          (4.59) 
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4.8 Равнодействующая взвешивающего давления 

 

Силу взвешивающего давления определяют по формуле: 
 𝑊𝑊взв = 𝑆𝑆эп𝜌𝜌𝑔𝑔 = 38,4 ∙ 1 ∙ 9,81 = 376,7кН;                                               (4.60) 

 

где 𝑆𝑆эп − площадь эпюры взвешивающего давления. 
 

Плечо силы взвешивающего давления равно нулю, так как центр 
приложения силы взвешивающего давления проходит через середину подошвы 
плотины.  
 

4.9 Сила фильтрационного давления 

 

Напор на дренаже: 𝐻𝐻др = 2,94 м; 

В соответствии с этими значениями строится эпюра фильтрационного 
давления, площадь которой равна 23,9 м2. 

Фильтрационное давление, действующее на подошву: 
 𝑊𝑊ф = 𝜌𝜌𝑤𝑤𝑔𝑔𝑆𝑆эп = 1 ∙ 9,81 ∙ 23,9 = 234,5 кН;                                             (4.61) 

    

Плечо силы фильтрационного давления равно 2,4 м. 
 

4.10 Давление грунта 

 

Давление наносов на вертикальную грань: 
 𝑝𝑝н = 𝛾𝛾н ∙ ℎн ∙ 𝑡𝑡𝑔𝑔2 �45° − 𝑐𝑐н2 �,    (4.62) 

 

где     𝛾𝛾н – удельный вес наносов во взвешенном состоянии 𝛾𝛾н = 10 кН/м3; ℎн – толщина слоя наносов ℎн = 1 м; 𝜑𝜑н – угол внутреннего трения для наносов, 𝜑𝜑н = 20°.  
 𝑝𝑝н = 10 ∙ 1 ∙ 𝑡𝑡𝑔𝑔2 �45° − 20°

2
� = 4,9 кПа. 

 

Равнодействующая давления наносов: 
 𝐸𝐸н =

𝑜𝑜н∙ℎн2 ,      (4.63) 

 𝐸𝐸н =
4,9 ∙ 1

2
= 2,45 кН.  
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4.11 Волновое давление 

 

Равнодействующая волнового давления может быть определена по 
формуле А.Л. Можевитинова: 𝑊𝑊волн = 0,5𝜌𝜌𝑤𝑤𝑔𝑔ℎ1% �λ�𝜋𝜋 +

ℎ0
2

� = 0,5 ∙ 1 ∙ 9,81 ∙ 0,3 ∙ � 2,6

3,14
+

0,11

2
� = 

= 1,3 кН;                                                                                                    (4.64) 

 

где     ℎ1% − высота волны 1% обеспеченности; 
 λ� − средняя длина волны; 

 ℎ0 =
𝜋𝜋ℎ1%2λ� =

3,14∙0,322,6 ≈ 0,11 м;                                                                  (4.65) 

 

Линия действия равнодействующей 𝑊𝑊волн находится ниже ∇НПУ на 
величину: 

 𝑦𝑦𝑐𝑐 =
λ�2𝜋𝜋 − 38 ℎ1% =

2,62∙3,14 − 38 ∙ 0,3 = 0,3м;                                                 (4.66) 

 

Эпюру волнового давления  можно представить в виде треугольника, 
основание которого параллельно верховой грани плотины, одна вершина 
треугольника, лежащая на основании, расположена на 1,1ℎ1% = 1,1 ∙ 0,3 =

0,33 м над ∇НПУ, а другая ниже ∇НПУ на 8ℎ1% = 8 ∙ 0,3 = 2,4 м. 

 

Высота треугольника определяется геометрически: 
 𝑊𝑊волн = (𝑆𝑆1 + 𝑆𝑆2)𝛾𝛾в = �12 ∙ 1,1ℎ1% ∙ 𝑥𝑥 +

12 ∙ 8ℎ1% ∙ 𝑥𝑥� ∙ 𝛾𝛾в = �12 ∙ 0,33 ∙ 𝑥𝑥 +
12 ∙

  ∙ 2,4 ∙ 𝑥𝑥� ∙ 9,81 = 13,4𝑥𝑥,                                                                               (4.67) 

 

где    х – высота треугольника. 
 

Отсюда: 
 𝑥𝑥 =

𝑊𝑊волн0,45 =
1,30,45 = 2,9 м;                                                                              (4.68) 

 

Плечо силы волнового давления равно расстоянию от центра тяжести 
эпюры до подошвы: 

 ∇НПУ − 𝑦𝑦𝑐𝑐 − ∇под = 710 − 0,3 − 696,2 = 13,5м.                                (4.69) 
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4.12 Расчёт прочности плотины 

 

Расчёт прочности бетонной плотины следует производить по методу 
предельных состояний первой группы (по непригодности к эксплуатации). В 
результате расчёта определяются напряжения на гранях плотины, которые 
сравниваются с критериями прочности. 

Все напряжения определяются на гранях в горизонтальном сечении на 
отметке подошвы. 

В расчёте плотины сжимающие напряжения со знаком «–», 

растягивающие – со знаком «+», изгибающий момент относительно середины 
расчётного сечения, действующий на тело плотины по часовой стрелке 
принимается со знаком «+», против часовой стрелки – со знаком «–» . 

В таблице 4.2 приведены действующие силы, их моменты и плечи. 
 

Таблица 4.2 – Основные нагрузки на плотину 

Нагрузка 𝛾𝛾𝑓𝑓 
Направление 

силы 

Для основного сочетания нагрузок и 
воздействий 

Сила, кН Плечо, 
 

Момент, кНм 

Тв 1 → 934,12 4,6 4278,23 

Тн 1 ← 78,48 -1,33 -102,82 

Gб 0,95 ↓ 594,1435 -3 -1782,43 

Gпл 0,95 ↓ 901,1787 -0,3 -270,354 

Wвзв 1 ↑ 358,1 0 0 

Wф 1 ↑ 234,5 2,4 306,07 

Eн 1,2 → 2,94 0,3 0,88 

Wволн 1 → 1,3 13,5 17,55 

qз 1 ↓ 16,3 -4,4 -71,72 

   ∑↓↑=919,02  ∑М=2375,41 

 

Расчёт краевых напряжений для основного сочетания нагрузок и 
воздействий в горизонтальном сечении плотины на отметке подошвы (при 
расчёте на 1 погонный метр длины) выполняется по формулам: 

Для верховой грани: 
Нормальное напряжение, действующее по горизонтальной площадке: 
 𝜎𝜎𝑢𝑢𝑦𝑦 = − 𝑁𝑁𝐵𝐵 +

6∙∑ 𝑀𝑀𝐵𝐵2 = − 919,029,6 +
6∙2375,419,62 = 58,92кПа ,                           (4.70) 

 

где 𝑁𝑁 – сумма вертикальных сил, действующих на плотину; 𝑀𝑀 – сумма моментов всех сил, действующих на плотину относительно 
середины подошвы; 
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𝐵𝐵 – ширина подошвы плотины. 
 

На верховой грани плотины не должно быть растягивающих напряжений: 
 𝜎𝜎′𝑦𝑦 < 0 ,                                                                                                  (4.71) 

 

58,92кН/м2 < 0- условие не выполнено. 
 

4.13 Изменение профиля плотины и пересчёт параметров  
 

Вес плотины определяется с учетом изменения профиля плотины. 
(Рисунок 4.6). 

 

 
Рисунок 4.6 – Поперечный разрез плотины и быка при определении 

площади поперечного сечения с учетом изменений 

 𝐺𝐺пл =
𝑆𝑆пл𝑏𝑏𝑔𝑔𝜌𝜌Б𝑏𝑏+𝛿𝛿Б =

65,8∙8∙9,81∙2,48+3 = 1126,69 кН,                                        

 

где 𝑆𝑆пл − площадь поперечного сечения плотины (𝑆𝑆пл = 65,8 м2). 

 

Вес быка и его центр тяжести определяется аналогично: 
 𝐺𝐺б =

𝑆𝑆Б𝛿𝛿Б𝑔𝑔𝜌𝜌Б𝑏𝑏+𝛿𝛿Б =
135,86∙3∙9,81∙2,48+3 = 872,37 кН;                                              

где 𝑆𝑆Б −это площадь поперечного сечения быка (𝑆𝑆Б = 135,86м2). 

 

Плечо силы веса затвора 3,2 м., плечо силы веса плотины 0,3м, плечо силы 
веса быка 2м. 
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4.14 Равнодействующая взвешивающего давления (пересчитанная) 
 

Силу взвешивающего давления определяют по формуле: 
 𝑊𝑊взв = 𝑆𝑆эп𝜌𝜌𝑔𝑔 = 46,4 ∙ 1 ∙ 9,81 = 455,18 кН;                                    

 

где 𝑆𝑆эп − площадь эпюры взвешивающего давления. 
 

4.15 Сила фильтрационного давления (пересчитанная) 
 

Эпюра фильтрационного давления построена в соответствии с [7].  

Напор на дренаже: 𝐻𝐻др = 2,94 м; 

В соответствии с этими значениями строится эпюра фильтрационного 
давления, площадь которой равна 33,71 м2: 

Фильтрационное давление, действующее на подошву: 
 𝑊𝑊ф = 𝜌𝜌𝑤𝑤𝑔𝑔𝑆𝑆эп = 1 ∙ 9,81 ∙ 33,71 = 330,7 кН;                                    

 

Плечо силы фильтрационного давления равно 2,6 м. 
 

6.11 Давление пригруза воды 

 

Напор на дренаже: 𝐻𝐻пр = 10 м; 

В соответствии с этими значениями строится эпюра пригруза воды, 
площадь которой равна 30 м2: 

Давление пригруза воды: 
 𝑊𝑊пр = 𝜌𝜌𝑤𝑤𝑔𝑔𝑆𝑆эп = 1 ∙ 9,81 ∙ 30 = 294,3 кН;                                               (4.72) 

 

Плечо силы пригруза воды равно 5,4 м. 
 

4.16 Перерасчёт прочности плотины 

 

В таблице 4.3 приведены действующие силы, их моменты и плечи, с 
учетом изменения в конструкции сооружения. 

 

Таблица 4.3 – Основные нагрузки на плотину 

Нагрузка 𝛾𝛾𝑓𝑓 
Направление 

силы 

Для основного сочетания нагрузок и 
воздействий 

Сила, кН Плечо, м Момент, Кн*м 

Тв 1 → 934,12 4,6 4278,23 

Тн 1 ← 78,48 -1,33 -102,82 
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Продолжение таблицы 4.3 

Нагрузка 𝛾𝛾𝑓𝑓 
Направление 

силы 

Для основного сочетания нагрузок и 
воздействий 

Сила, кН Плечо, м Момент, Кн*м 

Gб 0,95 ↓ 828,75 -2,0 -1657,5 

Gпл 0,95 ↓ 1070,353 -0,3 -321,106 

Wвзв 1 ↑ 455,184 0 0 

Wф 1 ↑ 330,7 2,6 859,82 

Eн 1,2 → 2,94 0,3 0,88 

Wволн 1 → 1,3 13,5 17,55 

qз 1 ↓ 16,3 -3,2 -52,16 

Wпр 1 ↓ 294,3 -5,3 -1559,79 

 ∑↓↑=1423,82  ∑М=1463,10 

 

Расчёт краевых напряжений для основного сочетания нагрузок и 
воздействий в горизонтальном сечении плотины на отметке подошвы (при 
расчёте на 1 погонный метр длины) выполняется по формулам: 

Для верховой грани: 
Нормальное напряжение, действующее по горизонтальной площадке: 
 𝜎𝜎𝑢𝑢𝑦𝑦 = − 𝑁𝑁𝐵𝐵 +

6∙∑ 𝑀𝑀𝐵𝐵2 = − 1423,8211,6 +
6∙1463,111,62 = −57,5кПа ,                    

 

где 𝑁𝑁 – сумма вертикальных сил, действующих на плотину; 𝑀𝑀 – сумма моментов всех сил, действующих на плотину относительно 
середины подошвы; 𝐵𝐵 – ширина подошвы плотины. 

 

Нормальное напряжение, действующее по вертикальной площадке: 
 𝜎𝜎𝑚𝑚𝑢𝑢 = 𝜎𝜎𝑦𝑦𝑢𝑢 ∙ 𝑚𝑚𝑢𝑢2 − 𝛾𝛾𝑤𝑤 ∙ 𝐻𝐻𝑑𝑑𝑢𝑢 ∙ (1 − 𝑚𝑚𝑢𝑢2) = −57,5 ∙ 0,142 − 9,81 ∙ 13,8 ∙ (1 −−0,142) = −133,85 кПа ,                                                                                                  (4.73) 

 

где 𝛾𝛾𝑤𝑤 = 9,81 кН/м3 – удельный вес воды; 𝐻𝐻𝑑𝑑𝑢𝑢 = ∇НПУ − ∇подошвы = 710 − 696,2 = 13,8 м. –напор над расчётным 
сечением со стороны верхнего бьефа; 

 𝑚𝑚𝑢𝑢 = tan 𝛼𝛼1 = 𝑡𝑡𝑎𝑎𝑛𝑛8 = 0,14. 

 

Касательное напряжение по горизонтальной площадке: 
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𝜏𝜏𝑚𝑚𝑦𝑦𝑢𝑢 = �𝛾𝛾𝑤𝑤 ∙ 𝐻𝐻𝑑𝑑𝑢𝑢 + 𝜎𝜎𝑦𝑦𝑢𝑢� ∙ 𝑚𝑚𝑢𝑢 = (9,81 ∙ 13,8 − 57,5) ∙ 0,14 = 10,1            (4.74) 

 

Главное напряжение: 
 𝜎𝜎1𝑢𝑢 = 𝜎𝜎𝑦𝑦𝑢𝑢 ∙ (1 + 𝑚𝑚𝑢𝑢2) + 𝛾𝛾𝑤𝑤 ∙ 𝐻𝐻𝑑𝑑𝑢𝑢 ∙ 𝑚𝑚𝑢𝑢2 = −57,5 ∙ (1 + 0,14) + 9,81 ∙ 13,8 ∙   
 ∙ 0,14 = −46,6кПа.                                                                                                   (4.75) 

 

Главное напряжение: 
 𝜎𝜎3𝑢𝑢 = −𝛾𝛾𝑤𝑤 ∙ 𝐻𝐻𝑑𝑑𝑢𝑢 = −9,81 ∙ 13,8 = −135,34

кНм2.                                            (4.76) 

 

Низовая грань: 
Нормальное напряжение, действующее по горизонтальной площадке: 
 𝜎𝜎𝑦𝑦𝑡𝑡 = − 𝑁𝑁𝐵𝐵 − 6∙∑ 𝑀𝑀𝐵𝐵2 = − 1423,8211,6 − 6∙1463,1011,62 = −187,98 кН/м2.                      (4.77) 

 

Нормальное напряжение, действующее по вертикальной площадке: 
 𝜎𝜎𝑚𝑚𝑡𝑡 = 𝜎𝜎𝑦𝑦𝑡𝑡 ∙ 𝑚𝑚𝑡𝑡2 − 𝛾𝛾𝑤𝑤 ∙ 𝐻𝐻𝑑𝑑𝑡𝑡 ∙ (1 − 𝑚𝑚𝑡𝑡2) = −187,98 ∙ 0,82 − 9,81 ∙ 4 ∙ ∙ (1 − 0,82) = −134,4кН/м2,                                                                              (4.78) 

 

где 𝑚𝑚𝑡𝑡 = tan α2=tan 35=0,8 – заложение низовой грани в расчётном сечении; 𝐻𝐻𝑑𝑑𝑡𝑡 = ∇УНБ𝑚𝑚𝑚𝑚𝑛𝑛 − ∇подошвы = 700,2 − 696,2 = 4 м.–напор над 
расчётным сечением со стороны нижнего бьефа. 

 

Касательное напряжение по горизонтальной площадке: 
 𝜏𝜏𝑚𝑚𝑦𝑦𝑡𝑡 = −�𝛾𝛾𝑤𝑤 ∙ 𝐻𝐻𝑡𝑡𝑑𝑑 + 𝜎𝜎𝑡𝑡𝑦𝑦� ∙ 𝑚𝑚𝑡𝑡 = −(9,81 ∙ 4 − 187,98) ∙ 0,8 = 119 кН/м2       (4.79)          

 

Главные напряжения: 
 𝜎𝜎3𝑡𝑡 = 𝜎𝜎𝑦𝑦𝑡𝑡 ∙ (1 + 𝑚𝑚𝑡𝑡2) + 𝛾𝛾𝑤𝑤 ∙ 𝐻𝐻𝑡𝑡𝑑𝑑 ∙ 𝑚𝑚𝑡𝑡2 = −187,98 ∙ (1 + 0,82) + 9,81 ∙ 4 ∙

0,82 = −283,2 кН/м2,                                                                                        (4.80) 

 𝜎𝜎1𝑡𝑡 = −𝛾𝛾𝑤𝑤 ∙ 𝐻𝐻𝑑𝑑𝑡𝑡 = −9,81 ∙ 4 = −39,2 кН/м2.                                            (4.81) 

 

В таблице 4.4 приведены краевые напряжения на гранях плотины. 
 

Таблица 4.4 – Краевые напряжения на гранях плотины 

Грань Напряжение Значение, кПа 

Верховая 
𝜎𝜎𝑢𝑢𝑦𝑦 −57,5 𝜎𝜎𝑚𝑚𝑢𝑢 −133,85 
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Продолжение таблицы 4.4 

Грань Напряжение Значение, кПа 

Верховая 

𝜏𝜏𝑚𝑚𝑦𝑦𝑢𝑢  10,1 𝜎𝜎1𝑢𝑢 −46,6 𝜎𝜎3𝑢𝑢 −135,34 

Низовая 

𝜎𝜎𝑦𝑦𝑡𝑡 −187,98 𝜎𝜎𝑚𝑚𝑡𝑡 −134,4 𝜏𝜏𝑚𝑚𝑦𝑦𝑡𝑡  119 𝜎𝜎1𝑡𝑡 −39,2 𝜎𝜎3𝑡𝑡 −283,2 

 

4.17 Критерии прочности плотины 

 

Необходимо проверить соблюдение критериев прочности: 
1. Во всех точках плотины: 
 𝛾𝛾𝑛𝑛  ∙ 𝛾𝛾𝑙𝑙𝑐𝑐 ∙ |𝜎𝜎3| ≤ 𝛾𝛾𝑐𝑐𝑑𝑑 ∙ 𝑅𝑅𝑏𝑏 ,                                                                             (4.82) 

 

где 𝛾𝛾𝑛𝑛 = 1,15 – коэффициент надежности по назначению в зависимости от 
класса сооружения [6];  

  𝛾𝛾𝑙𝑙𝑐𝑐 – коэффициент сочетания нагрузок, для основного сочетания нагрузок 
и воздействий в период нормальной эксплуатации, 𝛾𝛾𝑙𝑙𝑐𝑐 = 1 [6]; 

  𝛾𝛾𝑐𝑐𝑑𝑑 – коэффициент условий работы, для основного сочетания нагрузок и 
воздействий. 𝛾𝛾𝑐𝑐𝑑𝑑 = 0,90 [6]; 

 

В проекте назначается бетон класса В6. Выполняется проверка бетона по 
прочности на сжатие:  

 

1,15 ∙ 1,00 ∙ |−244| ≤ 0,90 ∙ 5000                                                             (4.83) 

 

280,6 < 4500, условие прочности (81) выполняется. 
 

2. На верховой грани плотины не должно быть растягивающих 
напряжений: 

 𝜎𝜎′𝑦𝑦 < 0 ,                                                                                             

 −57,5 кН/м2 < 0- условие выполнено. 
 

3. В зоне верховой грани плотины: 
 �𝜎𝜎𝑦𝑦𝑢𝑢� ≥ 0,25 ∙ 𝛾𝛾𝑤𝑤 ∙ 𝐻𝐻𝑑𝑑𝑢𝑢;                                                                                   (4.84) 
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57,5 ≥ 0,25 ∙ 10 ∙ 13,8; 
 

57,5 кН/м2 > 34,5 кН/м2.  

 

Все условия выполняются, сооружение удовлетворяет условиями 
прочности. 
 

4.18 Расчёт устойчивости плотины 

 

Устойчивость бетонных плотин определяется несущей способностью 
основания, то есть его сопротивлением сдвигу сооружения. Плотины 
рассчитывают на сдвиг по первому предельному состоянию – по потере несущей 
способности. 

При поступательной форме сдвига плотина будет устойчива, если 
выполняется условие: 

 

 
𝑅𝑅∙𝛾𝛾𝑐𝑐𝑐𝑐𝐹𝐹∙𝛾𝛾𝑙𝑙𝑐𝑐 ≥ 𝛾𝛾𝑛𝑛,                                                                                                    (4.85) 

 

где 𝑅𝑅 = �𝐺𝐺пл + 𝐺𝐺Б − 𝑊𝑊взв − 𝑊𝑊ф + 𝑞𝑞з + 𝑊𝑊пр� ∙ tan 𝜑𝜑 + 𝑐𝑐 ∙ 𝜔𝜔 = (1070,35 +

828,75 − 455,18 − 330,70 + 16,3 + 294,30) ∙ 0,7 + 100 ∙ 11,6 = 2156,67кН/м,     
                                                                                                                                (4.86)  

 

где 𝑡𝑡𝑎𝑎𝑛𝑛𝜑𝜑 = 0,7 – внутреннее трение для скалы в основании; 𝑐𝑐 = 100 кН/м2– сцепление скалы; 𝜔𝜔 = 𝐵𝐵п ∙ 1 = 11,6 м2 – проекция площади подошвы плотины, при расчёте 
на 1 погонный метр; 

 𝐹𝐹 = 𝑇𝑇в − 𝑇𝑇н + 𝑊𝑊вол + 𝐸𝐸н = 934,12 − 78,48 + 1,3 + 2,94 = 859,88 
кНм .           (4.87) 

 

Таким образом, условие на сдвиг: 
 
2156,67 ∙ 0,95

859,88 ∙ 1
= 2,4; 

 

2,4 > 1,15  – условие выполняется.  
 

Исходя из расчетов, можно утверждать, что выбранный профиль плотины 
удовлетворяет условиям прочности и надёжности при основном сочетании 
нагрузок и воздействий. 
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4.19 Специальные сооружения 

 

Деривационные напорные трубопроводы 

 

 Учитывая расположение водозаборной и станционной частей, 
экономически целесообразно выбрать деривационную компоновку: напорный 
водовод, коллектор, агрегатные водоводы.  
 Расчёт диаметра трубопровода [11]: 

 𝐷𝐷эк = �5,2∙𝑄𝑄3𝐻𝐻7
= �6.2∙823121  

7
= 4,2  ,                                                            (4.88) 

 

где    Q- расход воды в трубопроводе; 
 

         H-напор в рассматриваемом сечении трубопровода с учётом 
гидравлического удара. 
 

Расчёт и проектирование уравнительного резервуара 

 

На деривационных ГЭС с напорными подводящими водоводами часто 
предусматривают размещение уравнительного резервуара. Это сооружение 
служит для защиты наиболее протяженного деривационного водовода от 
воздействия гидравлического удара, а так же для улучшения условий 
регулирования гидротурбин при изменениях нагрузки на ГЭС. 

Установка резервуара обязательна, если постоянная инерции напорных 
водоводов: 
 Тв =

𝐿𝐿∙𝑣𝑣𝑔𝑔∙𝐻𝐻 ≥ 10;                                                                                                      (4.89) 

 
947 ∙ 5

9,81 ∙ 90,5
≥ 10; 

 

5,3 ≤ 10. 

 

Так как постоянная инерции меньше 10, установка уравнительного 
резервуара не требуется. 
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5 Электрическая часть станции 

 

 5.1 Выбор структурной схемы электрических соединений 

 

Главная электрическая схема Краснополянской ГЭС II должна 
обеспечивать выдачу мощности в различных эксплуатационных режимах и 
отвечать требованиям необходимой надежности, маневренности, удобствам и 
безопасности эксплуатации, а также условиям оптимизации затрат на 
оборудование и его эксплуатацию. 

Уровень этих требований в современных условиях повышен в связи с 
высокой ролью и ответственностью гидроэлектростанций в обеспечении 
безопасности электроснабжения потребителей и надежности функционирования 
энергосистем, в том числе, в периоды возникновения и ликвидации аварийных 
ситуаций. 

На рисунке5. 1 представлен вид блока. 

 

Рисунок 5.1 – Виды простого генераторного блока 

 

5.2 Выбор основного оборудования главной схемы ГЭС 

 

Выбор повышающих трансформаторов. Схема с простыми блоками 

 

Выбор трансформаторов включает в себя определение их числа, типа и 
номинальной мощности.  

Трансформатор блока должен обеспечить выдачу мощности генераторов в 
сеть повышенного напряжения за вычетом мощности нагрузки, подключенной 
на ответвлении от генератора т.е. нагрузка собственных нужд: 

 

Sрасч = SГ ном − Sс.н. = 41,5 − 41,5 ∙ 0,0095 = 41,1 МВ ∙ А ,                  (5.1) 

 

где 𝐒𝐒с.н. – полная нагрузка собственных нужд, МВт. 
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По каталогу АО "Уралэлектротяжмаш" выбираются трансформаторы ТДЦ 
63000/110-У1. Каталожные данные приведены в таблице 5.1. 

 

Таблица 5.1 - Каталожные данные трансформатора ТЦ 160000/220-У1 

Sном, МВ∙ А 
UН, кВ 

Uк, % ∆Pк, кВт ∆Pхх, кВт Iх,% 
UВН UНН 

63 115 10,5 10,5 260 59 0,6 

 

Выбор трансформаторов СН 
 

Выбор трансформаторов собственных нужд для схем с одиночным и 
объединенным блоком  

Доля мощности, потребляемой на собственные нужды станции, составляет 
1% от SГ ном: 

 

Sтс.н. = 0,0095 ∙ SГ ном = 0,0095 ∙ 41,5 = 0,394 МВ ∙ А.                           (5.2) 

 

Условие выбора трансформатора собственных нужд: 
 

SТс.н. ≥ Sс.н. 

 

Выбирается трансформатор ТСЗ-400/10 производства фирмы «ru-

transformator». Каталожные данные приведены в таблице 5.2. 

 

Таблица 5.2 - Каталожные данные трансформатора ТМ-400/10 

Sном, МВ∙ А 
UН, кВ 𝐼𝐼к, % ∆Pк, кВт ∆Pхх, кВт 

UВН UНН 

400 10,5 0,4 5,5 1,3 5,4 

 

Выбор синхронных генераторов 

 

По исходным данным выбирается синхронный генератор ВГС-525/150-20 

производства завода "Электротяжмаш-Приво". Каталожные данные приведены в 
таблице 5.3. 

 

Таблица 5.3 - Паспортные данные генератора ВГС-525/150-20. Номинальная мощность, МВ·А Uг ном,кВ cos φГ,о.е. η 

Индуктивные сопротивления 

Sг ном Рг ном xd"  xd′  xd 

50 46 10,5 0,80 0,975 0,16 0,25 1 
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5.3 Выбор главной схемы ГЭС на основании технико-экономического   
расчёта 

 

Рассматриваемые схемы различаются количеством ячеек 
распределительного устройства высшего напряжения. Поэтому 
капиталовложения оцениваются по формуле: 

 К = 𝑡𝑡 ∙ КОРУ + n ∙ КТ + m ∙ КТс.н.
,                              (5.3) 

 

где КТ –стоимость силового трансформаторов;  КТс.н.
-стоимость трансформатора собственных нужд; КОРУ –стоимость ячейки ОРУ;  

n – число силовых трансформаторов; 
m - число трансформатора собственных нужд; 
t – число ячеек ОРУ 

 

Капиталовложения для схемы с одиночным блоком по формуле (5.3): 

 К1 = (7 ∙ 6300 + 2 ∙ 6300) ∙ 2,05 + 2 ∙ 0,5 = 149,6 млн. руб.  
 

Потери на силовых трансформаторах: 
 ∆𝑃𝑃 = ∆𝑃𝑃𝑘𝑘 ∙ � 𝑆𝑆𝑆𝑆ном�2

+ ∆𝑃𝑃𝑘𝑘 = 0,245 ∙ �41,563 �2
+ 0,05 = 0,22.                       (5.4) 

 

 Издержки: 
 И = ∆𝑃𝑃т ∙ 𝐽𝐽0 ∙ 𝑇𝑇𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 = 0,22 ∙ 4,44 ∙ 8760 = 8,5 млн рублей.                      (5.5) 

 

Наиболее экономичный из вариантов электроустановки требует 
наименьшего значения полных приведенных затрат: 
 З𝑚𝑚 = 𝑎𝑎∑ ∙ К𝑚𝑚 + И𝑚𝑚,                                                      (5.6) 

 

где 𝑎𝑎∑ = 0,15 - норма суммарных амортизационных отчислений 
(отчисления на ремонт и капитальный ремонт) и затрат на эксплуатацию 
электроустановки (текущий ремонт и зарплата персоналу). 

 

Полные приведенные затраты для схемы с одиночным блоком по формуле 
(5.6): 

 З1 = 0,15 ∙ 149,6  + 8,5  = 30,9 млн. руб. 
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5.4 Выбор количества отходящих воздушных линий РУВН и марки 
проводов 

 

Суммарная мощность, выдаваемая на РУ 110 кВ: 
 

S∑ = nг ∙ (Sг − Sсн);                                (5.7) 

 

S∑ = 2 ∙ (41,5 − 0,394) = 82,2МВ ∙ А. 

 

Передаваемая мощность на одну цепь для ВЛ 110 кВ: 
 

Pнат. = 30 МВт;      К = 1,4;      cosφс = 0,85;    

 

Число отходящих линий 110 кВ:  

 

nл =
S∑

(К∙Pнат./cosφс)
=

82,2
(1.4∙30/0,85)

= 1,6 шт.                                       (5.8) 

 

Принимается число ВЛ 110 кВ равным nл = 2 + 1 = 3 шт. 
 

Iраб =
S∑

(nл−1)∙√3∙Uном =
82200 

(3−1)∙√3∙220 = 215,7 А.                                       (5.9) 

 

Проверка ВЛ 110 кВ: 
 

Iдоп ≥ Iраб → 380 А ≥ 215,7 А                      (5.10) 

 

Параметры провода приведены в таблице 5.4. 

 

Таблица 5.4 - Параметры провода марки АС-120/161 Число проводов в фазе 

R0 Ом/км Х0 Ом/км 

1 0,249 0,427 

 

5.5 Выбор главной схемы распределительного устройства высшего 
напряжения 

 

Главные электрические схемы электростанций проектируются исходя из 
следующих требований: 

− ремонт выключателей 110 кВ и выше производится без отключения 
присоединений; 
− воздушная линия отключается от РУ не более чем двумя выключателями; 
− трансформаторы блоков отключаются от РУ не более чем 3 выключателями; 
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− автотрансформаторы (трансформаторы) связи двух РУ отключаются не более 
чем шестью выключателями обоих РУ и не более чем четырьмя – в одном из РУ; 
− отказы выключателей РУ в нормальном и ремонтных режимах не должны 
приводить к одновременной потере двух транзитных параллельных линий, а 
также одновременному отключению нескольких линий, если при этом нарушается 
устойчивость параллельной работы ЭЭС; 
− при отказах выключателей в нормальном режиме РУ не должно отключаться 
более одного блока, а в ремонтном режиме РУ – не более двух блоков, при этом 
не должно возникать перегрузки линий и нарушения устойчивости. 

 

Выбор схемы РУ-110 кВ 

 

Число присоединений РУ-110 кВ: 5 (3 ВЛЭП 110 кВ, 2 трансформатора). 
При данном числе присоединений для данного класса напряжения РУ выбираем 
вариант одна рабочая секционированная выключателем и обходная система шин 
с обходным выключателем. 

Выбранная схема РУ – 110 кВ представлена на рисунке 5.2. 

 

 
Рисунок 5.2 - Схема РУВН 110 кВ 
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5.6 Расчёт токов трехфазного и однофазного короткого замыкания у 
распределительного устройства высшего напряжения  
 

Расчёт исходных данных 

 

Определим индуктивные сопротивления всех элементов 
короткозамкнутой цепи в именованных единицах. 

Синхронные генераторы: 
 𝑥𝑥Г = 𝑥𝑥𝑑𝑑′′ ∙ 𝑈𝑈 ном2𝑆𝑆 ном = 0,16 ∙ 10,5 

250 = 0,353.          (5.11) 

 

Значение сверхпереходной ЭДС генераторов: 
 𝐸𝐸Г = 𝐸𝐸∗" ∙ 𝑈𝑈б = 12,76 кВ.                                                                                     (5.12) 

 

Индуктивные сопротивления трансформаторов: 
 𝑥𝑥Т =

𝑈𝑈К% ∙ 𝑈𝑈ном2
100 ∙ 𝑆𝑆ном =

10.5 ∙ 1152
100 ∙ 63

= 22 Ом.                                                    (5.13) 

 

Система: 
 𝑥𝑥С =

𝑈𝑈 ном2𝑆𝑆 кз =
110 

2
200

= 1,21 Ом.                                                                          (5.14) 

  

Линии связи 110 кВ с энергосистемой: 
 𝑥𝑥Л =

𝑥𝑥0,уд ∙ 𝑙𝑙𝑛𝑛 =
0,427 ∙ 45

3
= 6,405 Ом                                                          (5.15) 

 

ЭДС энергосистемы: 
 ЕС = Е∗С ∙ 𝑈𝑈б1 = 115 кВ.                                                                                     (5.16) 

 

Коэффициенты трансформации: 
 𝑘𝑘Т =

𝑈𝑈НН𝑈𝑈ВН =
10,5

115
= 0,091.                                                                                  (5.17) 

 

Определим активные сопротивления всех элементов короткозамкнутой 
цепи в именованных единицах. 
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𝑟𝑟г =
𝑥𝑥∗Г
50

= 0,007 Ом.                                                                                            (5.18) 

 𝑟𝑟с =
𝑥𝑥С
50

=
1,21

50
= 0,024 Ом.                                                                              (5.19) 

 𝑟𝑟л =
𝑟𝑟0,уд ∙ 𝑙𝑙𝑛𝑛 =

0,249 ∙ 45

3
= 3,735 Ом.                                                            (5.20) 

 𝑟𝑟т = Δ𝑃𝑃𝑘𝑘 ∙ 𝑈𝑈б2𝑆𝑆ном2 = 260 ∙ 1152
632 = 0,87Ом.                                                        (5.21) 

 

Расчёт токов трехфазного короткого замыкания на генераторном 
напряжении с применением программного комплекса RastrKZ 

 

Вносим ранее рассчитанные параметры схемы замещения в программный 
комплекс RastrKZ (рисунки 5.3, 5.4, 5.5). Полученные результаты расчета 
представлены в таблице 5.5. 

 

 
Рисунок 5.3 - Исходные данные по системе 

 

 
Рисунок 5.4 - Исходные данные по узлам 

 

 
Рисунок 5.5 - Исходные данные по ветвям 

 

Таблица 5.5 - Результаты расчета токов КЗ для характерных точек схемы 

Точка КЗ iуд kуд Iпо(3) Iпо(1) 
Шина 110 кВ 36,5 1,72 12,76 15,23 
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Продолжение таблицы 5.5 

Точка КЗ iуд kуд Iпо(3) Iпо(1) 
Вывода 59,82 1,99 19,3 - 

 

5.7 Выбор и проверка коммутационных аппаратов в 
распределительном устройстве высшего напряжения. 
 

В распределительных устройствах электрических станций и подстанций 
содержится большое число электрических аппаратов и соединяющих их 
проводников. Выбор и расчёт токоведущих частей аппаратов и проводников – 

важнейший этап проектирования любой электроустановки, от которого в 
значительной степени зависит надёжность её работы. 

При выборе токоведущих частей необходимо обеспечить выполнение ряда 
требований, вытекающих из условий работы. Аппараты и проводники должны:  

1)  длительно проводить рабочие токи без чрезмерного повышения 
температуры; 

2)  противостоять кратковременному электродинамическому и тепловому 
действию токов КЗ; 

3)  выдерживать механические нагрузки, создаваемые собственной массой 
и массой связанных с ними аппаратов, а также усилия, возникающие в результате 
атмосферных воздействий (ветер, гололёд). Это требование учитывается при 
механическом расчёте ЛЭП и РУ; 

4)  удовлетворять требованиям экономичности электроустановки. 
Один из важнейших вопросов - обеспечение термической стойкости 

аппаратов и проводников. При работе происходит нагрев электрических 
аппаратов и проводников, что является следствием потерь мощности в них. 
Составляющими этих потерь являются: потери в токоведущих частях, обмотках, 
контактах; потери от вихревых токов в металлических частях, особенно 
ферромагнитных; потери в магнитопроводах трансформаторов. 
 

Определение расчетных токов рабочего и утяжеленного режимов 

 

Рабочий ток в присоединениях генераторов Г1-Г2: 
 𝐼𝐼Г,раб.мах = 1,05 ⋅ 𝐼𝐼Г,ном = 1,05 ⋅ 𝑆𝑆Г,ном√3⋅𝑈𝑈Г,ном

= 1,05 ⋅ 50√3⋅10,5 = 2,89к А;         (5.22) 

  𝐼𝐼Г,раб.мах = 1,05 ⋅ 𝐼𝐼′Г,ном = 1,05 ⋅ 𝑆𝑆Г,ном∙кт√3⋅𝑈𝑈Г,ном
= 1,05 ⋅ 50∙0,091√3⋅10,5 = 263 А.           (5.23) 

 

Рабочий ток в линий связи с системой 110 кВ: 
 𝐼𝐼Л1−Л2,раб.мах =

1,05⋅𝑆𝑆раб.мах√3⋅𝑛𝑛𝑊𝑊⋅𝑈𝑈ном
=

1,05⋅(𝑆𝑆Г1−Г2−𝑆𝑆тсн)√3⋅𝑛𝑛𝑊𝑊⋅𝑈𝑈ном
=

1,05⋅(2⋅41,5−2⋅0,4)√3⋅3⋅110 = 151 А;(5.24) 
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𝐼𝐼Л1−Л3,раб.утж =
𝑆𝑆Г1−Г3−𝑆𝑆тсн√3⋅(𝑛𝑛𝑊𝑊−1)⋅𝑈𝑈ном =

2⋅41,5−2⋅0,4√3⋅2⋅110 = 237,2 А.                    (5.25) 

 

Выбор выключателей и разъединителей 

 

В качестве коммутационного аппарата распределительного устройства 
примем элегазовый выключатель ВГП-110 фирмы «Электроаппарат».  

Выключатели серии ВГП-110-40 У1применяются в открытых 
распределительных устройствах 110 кВ. Предназначены для коммутаций 
электрических цепей при нормальных и аварийных режимах в сетях трехфазного 
переменного тока частоты 50 Гц номинальным напряжением 110 кВ. 

Выключатели предназначены для эксплуатации на открытом воздухе с 
умеренным климатом при высоте установки над уровнем моря до 1000 м.. 
Каталожные данные выключателя ВГП-110-40 У1, данные приведены в таблице 
5.6. 

 

Таблица 5.6- Каталожные данные выключателя ВГП-110-40 У1 

Расчетные данные 
Каталожные данные 

Выключатель ВГП-110-40 У1 

Uсети ном = 110 кВ Uном = 110 кВ 

Iраб max = 237,2 А Iном = 2500 А 

Iпо = 12,76 кА Iоткл.ном. = 40 кА iу = 1,72 кА 

 

Выполним проверку по току термической стойкости: 
 Вк,норм = Iт

2 ⋅ tт,                                                         (5.26) 

 Вк,норм = 402 ⋅ 3 = 4800 кА ⋅ с , 

 

где tт=3 с; 
Iт =40 кА – ток термической стойкости. 

 Вк,расч = Iп.о
2 ⋅ (tв + tрз),                                                                                (5.27) 

 Вк,расч = 12,762 ⋅ (3 + 0,01) = 490,08 кА ⋅ с. 

 

          Вк,норм > Вк,расч 

 

Следовательно, выключатель проходит проверку на термическую 
стойкость. 

Выбран: Разъединитель РД- 110. 
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Разъединитель типа РД- 110 УХЛ1, производства «Электроаппарат». 
Разъединители наружной установки горизонтально-поворотного типа РД- 110 

УХЛ1предназначены для включения и отключения обесточенных участков 
электрических цепей переменного тока частотой  
50 Гц с номинальным напряжением 110, с созданием видимого разрыва, а также 
заземления отключенных участков при помощи стационарных заземлителей как 
с одной стороны, так и с двух сторон. 

Разъединители применяются для отключения токов холостого хода 
трансформаторов, зарядных токов воздушных и кабельных линий данные 
приведены в таблице 5.7. 

 

Таблица 5.7- Каталожные данные разъединитель РД- 110 УХЛ1 

Расчетные данные Каталожные данные 
Разъединитель РД- 110 

Uсети ном = 110 кВ Uном = 110 кВ 
Iраб max = 237,2 А Iном = 1000 А 

Iпо = 12,76 кА Iтерм.ст. = 31,5 кА 
iу = 1,72 кА Iдин.ст. = 80 кА 

 

Выполним проверку по току термической стойкости по формулам (5.26) и (5.27): 

 Вк,норм = Iт2 ⋅ tт,                                                   

 Вк,норм = 31,52 ⋅ 3 = 2976,75 кА ⋅ с , 

 

где tт=3 с; 
Iт =31,5 кА – ток термической стойкости. 

 Вк,расч = Iп.о2 ⋅ (tв + tрз),                                                                              

 Вк,расч = 12,762 ⋅ (3 + 0,01) = 490,08 кА ⋅ с. 

 

           Вк,норм > Вк,расч 

 

Следовательно, разъединитель проходит проверку на термическую 
стойкость. 
 

Выбор трансформаторов напряжения 

 

Выбран: Делитель напряжения емкостной электронный. 

Делитель напряжения емкостной электронный компании "ПРОФОТЕК" 
предназначен для применения в электрических цепях измерения, устройств 
защиты, управления и автоматики в электрических цепях переменного тока 
частотой 50 Гц класса напряжения 10,5-110 кВ.  
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Основные данные: 
− Класс точности обмотки для учета: 0,2; 
− Класс точности обмотки для защиты: 3Р; 

 

Выбор ограничителя перенапряжения (ОПН) 
 

Ограничители перенапряжений нелинейные серии ОПНп-110/680/100-10 III 

УХЛ, предназначены для защиты от коммутационных и грозовых 
перенапряжений электрооборудования электрических сетей переменного тока 
промышленной частоты 50 Гц на напряжение 110 кВ. Производитель 
«ПОЛИМЕР-АППАРАТ». 

В данном проекте ОПН были выбраны упрощенно, только по параметру 
напряжения ОПНп-110/680/100-10 III УХЛ. 
 

Выбор трансформатора тока (ТТ) 
 

Выбран: трансформатор тока электронный оптический 

Трансформатор тока электронный оптический компании "ПРОФОТЕК", 
предназначен для передачи сигнала измерительной информации приборам 
измерения, защиты, сигнализации и управления в электрических цепях 
переменного тока частотой 50 или 60 Гц; класса напряжения 10,5-110кВ. 
Основные данные: 

− Класс точности обмотки для учета: 0,2S; 
− Класс точности обмотки для защиты: 5TРE (цифровой, кратность до 65); 

 

5.8 Выбор и проверка коммутационных аппаратов на генераторном 

напряжении 
 

Выбор выключателей и разъединителей 

 

В качестве коммутационного аппарата на генераторном напряжении 
примем газовый выключатель ВГГ-10-63/4000 фирмы «Высоковольтный союз». 
Газовые высоковольтные выключатели серии ВГГ, предназначены для 
эксплуатации в электроустановках номинальным напряжением 10 кВ, данные 
приведены в таблице 5.8. 

 

Таблица 5.8 - Каталожные данные ВГГ-10 

Параметры Расчётные данные ВГГ-10 

Номинальное 
напряжение, кВ 

10,5 10 

Ток максимальный 
рабочий, кА 

2,89 4 

Ток КЗ, кА 19,3 63 
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Выполним проверку по току термической стойкости по (5.26) и (5.27): 

 Вк,норм = Iт
2 ⋅ tт, 

 Вк,норм = 632 ⋅ 3 = 11907 кА ⋅ с. 

 

где tт=3 с; 
Iт =63 кА – ток термической стойкости. 

 Вк,расч = Iп.о
2 ⋅ (tв + tрз), 

 Вк,расч = 19,32 ⋅ (3 + 0,01) = 1154,72 кА ⋅ с. 

 

          Вк,норм > Вк,расч 

 

Следовательно, выключатель проходит проверку на термическую 
стойкость. 

Выбран: Разъединитель РЛК-2-10.lV/400 УХЛ1. 
Разъединитель типа РЛК-2-10.lV/400 УХЛ1, производства «ПВС-Энерго», 
данные приведены в таблице 5.9. 

 

Таблица 5.9 - Каталожные данные разъединитель РЛК-2-10.lV/400 УХЛ1 

Расчетные данные Каталожные данные 
Разъединитель РЛК-2-10 

Uсети ном = 10,5 кВ Uном = 10 кВ 
Iраб max = 263 А Iном = 400 А 

Iпо = 19,3 кА Iтерм.ст. =20 кА 
iу = 59,82 кА Iдин.ст. = 60 кА 

 

Выполним проверку по току термической стойкости по (5.26) и (5.27): 

 Вк,норм = Iт
2 ⋅ tт,                                                   

 Вк,норм = 202 ⋅ 3 = 1200 кА ⋅ с , 

 

где tт=3 с; 
Iт =20 кА – ток термической стойкости. 

 Вк,расч = Iп.о
2 ⋅ (tв + tрз),                                                                              

 Вк,расч = 19,32 ⋅ (3 + 0,01) = 1154,72 кА ⋅ с. 

 

          Вк,норм > Вк,расч 
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Следовательно, разъединитель проходит проверку на термическую 
стойкость. 
 

Выбор ограничителя перенапряжения (ОПН)  
 

Ограничители перенапряжений нелинейные серии ОПНп-10/680/12 

УХЛ1 предназначены для защиты от коммутационных и грозовых 
перенапряжений электрооборудования электрических сетей переменного тока 
промышленной частоты 50 Гц на напряжение 10,5 кВ. Производитель 
«ПОЛИМЕР-АППАРАТ». 

В данном проекте ОПН были выбраны упрощенно, только по параметру 
напряжения.  
 

Выбор генераторного синхронизатора и сетевого анализатора 

 

Выбран, производимый российской компанией ООО «АСУ-ВЭИ» (г. 
Москва), микропроцессорный автоматический синхронизатор типа АС-М3. 

 Предназначен для включения в сеть синхронного генератора методом 
точной автоматической синхронизации, а также для включения в сеть 
синхронного компенсатора, работающего в режиме выбега. АС-М3 
изготавливается в климатическом исполнении У категории размещения 4 по 
ГОСТ 15150 (температура окружающего воздуха от 1 до 45°С; верхнее 
предельное значение температуры 55°С; относительная влажность воздуха 98 % 
при температуре 35°С). АС-М3 предназначен для эксплуатации в атмосфере, 
соответствующей группе П по ГОСТ 15150.  

Выбран отечественный анализатор, производимый фирмой ООО «ЮПЗ 
ромсвязькомплект». АПКЭ-1 предназначен для автоматизации измерений и 
регистрации параметров качества электрической энергии в электрических сетях 
систем электроснабжения общего назначения переменного трехфазного и 
однофазного тока частотой 50 Гц и напряжением от 0,4 до 750 кВ. Прибор 
автоматически контролирует основные показатели качества электроэнергии и 
сопоставляет с нормативными значениями (в соответствии с ГОСТ 13109-97), 

что позволяет отслеживать отклонения от нормативных параметров, а 
следовательно - предотвращать аварийные ситуации и существенно сократить 
эксплуатационные расходы на ремонт оборудования, обеспечив его работо-

способность, надежность и долговечность. Подключение к сети напряжением 
свыше 0,4 кВ производится через измерительный трансформатор напряжения 
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6 Релейная защита и автоматика 

 

Силовое электрооборудование электростанций, подстанций и 
электрических сетей должно быть защищено от коротких замыканий и 
нарушений нормальных режимов устройствами релейной защиты, 
автоматическими выключателями или предохранителями и оснащено 
устройствами электроавтоматики, в том числе устройствами противоаварийной 
автоматики и устройствами регулирования. 

Рассмотрим защиты основных элементов ГЭС: генераторов, 
трансформаторов и ЛЭП. Технические данные приведены в таблицах 6.1, 6.2 и 
6.3. 

 

Таблица 6.1 – Технические данные гидрогенератора 

Тип ВГС 525/150-20 

мощность номинальная 
полная 50 

активная 46 

номинальное напряжение 10.5 

коэффициент мощности cos φ 0.8 

частота 50 

частота вращения 300 

число фаз обмотки статора (количество 
параллельных ветвей) 

1 

номинальный ток статора 2,81 

ток ротора при номинальной нагрузке 1,03 

напряжение на кольцах ротора при номинальной 
нагрузке 

165В 

индуктивное 
сопротивление по 

продольной оси (о.е.) 

синхронное  Xd 1 

переходное  X'd 0,25 

сверхпереходное  X"d 0,16 

 

Таблица 6.2 – Технические данные трансформатора (группа однофазных 
силовых повышающих трансформаторов с расщепленной обмоткой низшего 
напряжения) 

Тип ТДЦ 63000/110-У1 

мощность номинальная 63000 

номинальное напряжение 115 

напряжение короткого замыкания 10,5 

группа соединений YН/D-11 
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Таблица 6.3 – Технические данные трансформатора собственных нужд ГЭС 

Тип ТСЗ-400/10 

мощность номинальная 400 

номинальное напряжение 10,5 

 

6.1 Расчёт номинальных токов 

 

Для дальнейшего расчёта необходимо знать номинальные токи на 
генераторном и на высшем напряжении. 

На генераторном напряжении:  
 𝐼𝐼нг(1)

=
𝑃𝑃ном/𝐶𝐶𝑜𝑜𝑐𝑐𝜑𝜑√3∙𝑈𝑈ном =

46/0,8√3∙10.5 = 2.81 кА;                                                           (6.1) 

 

Номинальный ток генераторного напряжения приведённый к низшей 
стороне трансформатора тока:  

 𝐼𝐼нг(2)
=

𝐼𝐼нг(1)∙𝐾𝐾сх𝐾𝐾тт =
2810∙13000/5 = 4.68А;                                                                   (6.2) 

 

На высшем напряжении распределительного устройства:  
 𝐼𝐼вн(1)

=
46/0,8√3 ∙ 110

= 0,27 А; 

 

Номинальный ток высшего напряжения приведённый к низшей стороне 
трансформатора тока:  

 𝐼𝐼вн(2)
=

𝐼𝐼вн(1)∙𝐾𝐾сх𝐾𝐾тт =
270∙√31000/5 = 2.3 А. 

 

6.2 Перечень защит основного оборудования 

 

В соответствии с ПУЭ согласно мощности генератора, принимаем к 
установке следующие виды защит на основном оборудовании. 

На главном генераторе ГГ ВГС 525/150-20: 

Продольная дифференциальная зашита генератора от многофазных 
коротких замыканий в обмотках статора генератора и на его выводах; 

Защита от замыканий на землю (100%) обмотки статора генератора; 
Защита от замыканий на землю обмотки ротора генератора; 
Защита от повышения напряжения; 
Защита обратной последовательности от токов внешних несимметричных 

коротких замыканий и несимметричных перегрузок генератора; 
Защита от симметричных перегрузок статора; 
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Дистанционная защита от внешних коротких замыканий; 
Защита от асинхронного режима без потери возбуждения генератора; 
Защита от асинхронного режима при потере возбуждения генератора; 
Защита от перегрузки обмотки ротора, контроль длительности 

форсировки; 
Устройство резервирования отказа выключателя (УРОВ) генератора; 
На силовом трансформаторе блока ТДЦ 63000/110-У1: 
Дифференциальная защита от всех видов коротких замыканий; 
Устройство выбора поврежденной фазы трансформатора, охватывающее 

обмотку ВН (Дифференциальная защита нулевой последовательности); 
Токовая защита нулевой последовательности от коротких замыканий на 

землю в сети 110 кВ; 
Резервная максимальная токовая защита; 
Защита от замыканий на землю на стороне 10,5 кВ трансформатора блока; 
Контроль тока и напряжения для пуска пожаротушения трансформатора 

блока;  
Защита от повышения температуры масла в баке трансформатора; 
Защита от потери охлаждения (потеря питания или поломка маслонасоса и 

вентилятора системы охлаждения трансформатора); 
На трансформаторе СН ГЭС: 
Дифференциальная защита от всех видов коротких замыканий 

Максимальная токовая защита с комбинированным пуском по 
напряжению 

Защита от перегрузки 

Реле тока охлаждения 

На линиях электропередачи 110 кВ: 
- Основные защиты: 
дифференциально-фазная высокочастотная защита от всех видов КЗ. 
- Резервные защиты: 
5-ти ступенчатая дистанционная защита от многофазных замыканий; 
токовая отсечка для резервирования дистанционной защиты при близких 

междуфазных КЗ; 
4-х ступенчатая токовая направленная защита от замыканий на землю 

(ТНЗНП); 
для обеспечения отключения КЗ при отказах выключателей 110 кВ 

предусматривается УРОВ 110 кВ. 

 

Описание защит и расчет их уставок 

 

6.3 Продольная дифференциальная защита генератора (I∆G) 
 

Продольная дифференциальная защита генератора является основной 
быстродействующей чувствительной(𝐼𝐼СР < 0,2 ∙ 𝐼𝐼Н)защитой от междуфазных 
коротких замыканий в обмотке генератора и на его выводах. 
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Защита выполняется трехфазной и подключается к трансформаторам тока 
в линейных выводах статора генератора и к трансформаторам тока в 
нейтральных выводах. 

Номинальный ток генератора:𝐼𝐼НОМ = 2810 А. 

Коэффициент трансформации трансформаторов тока:𝜂𝜂ТТ = 3000/5 А. 
1) Начальный ток срабатывания определяет чувствительность защиты при 

малых тормозных токах. Величина𝐼𝐼СР.О выбирается с учетом возможности 
отстройки защиты от тока небаланса номинального режима: 

 𝐼𝐼НБ(Н) = КОДН ∙ 𝑓𝑓𝑚𝑚 ∙ 𝐼𝐼Н = 0,5 ∙ 0,1 ∙ 𝐼𝐼Н = 0,5 ∙ 0,1 ∙ 2810 = 140.5А,               (6.3) 

 

где КОДН = 0,5 - коэффициент однотипности трансформаторов тока;  𝑓𝑓𝑚𝑚 = 0,1 - относительная погрешность трансформаторов тока. 
 

Уставка выбирается из условия: 
 𝐼𝐼СР.0 ≥ 𝐾𝐾Н ∙ 𝐼𝐼НБ(Н) = 2 ∙ 0,05 ∙ 𝐼𝐼Н = 0,1 ∙ 𝐼𝐼Н,                      (6.4) 

 

где 𝐾𝐾Н = 2 - коэффициент надежности. 
 

Принимаем уставку: 𝐼𝐼СР.О = 0,15 ∙ 𝐼𝐼Н = 0,15 ∙ 2810 = 421.5А. 

2) Коэффициент торможения 𝐾𝐾Т определяет чувствительность защиты к 
повреждениям при протекании тока нагрузки. Величина𝐾𝐾Т выбирается с учетом 
отстройки защиты от токов небаланса, вызванных погрешностями 
трансформаторов тока при сквозных коротких замыканиях. 

Максимальный ток небаланса при внешнем трехфазном коротком 
замыкании равен:   

 𝐼𝐼НБ(КЗ) = КАП ∙ 𝑓𝑓𝑚𝑚 ∙ КОДН ∙ 𝐼𝐼МАКС,             (6.5) 

 

где КАП = 2 – коэффициент апериодической составляющей;  𝑓𝑓𝑚𝑚 = 0,1 - относительная погрешность трансформаторов тока; КОДН = 0,5 - коэффициент однотипности трансформаторов тока (0,5-для 
однотипных ТТ, 1,0 для разных ТТ); 𝐼𝐼МАКС - максимальный ток через трансформаторы тока в линейных выводах 
при внешнем трехфазном коротком замыкании в цепи генераторного 
напряжения; 

 𝐼𝐼МАКС =
𝐸𝐸г′′𝑥𝑥𝑑𝑑′′ ∙ 𝐼𝐼Н. 

 

Таким образом, максимальный ток небаланса равен по (6.3): 
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 𝐼𝐼НБ(КЗ) = 2 ∙ 0,1 ∙ 0,5 ∙ 1,02

0,16
∙ 2810 = 1791.4 А. 

 

Коэффициент торможения выбирается из условия: 
 𝐾𝐾Т >

 𝐼𝐼НБ(КЗ)∙𝐾𝐾Н𝐼𝐼Т ,                                                                                                 (6.6) 

 𝐾𝐾Т >
1791,4 ∙ 2

19300
, 

 𝐾𝐾Т > 0,2,  
 

где 𝐾𝐾Н = 2 – коэффициент надежности;  𝐼𝐼Т - ток трехфазного короткого замыкания на выводах генератора. 
Принимаем уставку𝐾𝐾Т = 0,3. 
 

3) Уставка начального торможения (увеличивает зону работы защиты без 
торможения): 

 𝐼𝐼НТ =
𝐼𝐼∗СРКТ =

0,150,3 = 0,6.                                                                    (6.7) 

 

4) Тормозной ток В определяет точку излома характеристики 
срабатывания. При выборе В должно выполняться условие: 

 𝐵𝐵 ≥ 𝐼𝐼∗СРКТ =
0,15

0,3
= 0,6.                                                                                           (6.8) 

 

Принимаем типовое значение уставки В = 1,5 (при этом условие 
выполняется). 

На рисунке 6.1 приведена характеристика срабатывания 
дифференциальной защиты генератора. 
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Рисунок 6.1 – Характеристика срабатывания дифференциальной 

 

Защиты генератора 

 

Защита действует на отключение генератора, гашение полей, останов 
турбины со сбросом аварийно-ремонтных затворов и на пуск пожаротушения 
генератора. 

 

6.4 Защита от замыканий на землю обмотки статора генератора (Un 
(Uo)) 

 

Защита обеспечивает 100% охват обмотки статора генератора, 
работающего в режиме изолированного блока и не имеющего гальванической 
связи с системой собственных нужд. 

Защита выполнена с помощью двух органов напряжения: 
1) Первый орган (U0) реагирует на основную составляющую напряжения 

нулевой последовательности U0 и защищает 85-95% витков обмотки статора со 
стороны фазных выводов; U0 включается на напряжение нулевой 
последовательности 3U0 ТН линейных выводов генератора, измеряемое 
обмоткой «разомкнутый треугольник». 

Напряжение срабатывания органа основной гармоники выбирается из 
условия отстройки от действующего значения напряжения нулевой 
последовательности основной частоты обусловленного электростатической 
индукцией силового трансформатора блока (𝑈𝑈О ЭЛ.СТ.)при КЗ на землю на 
стороне ВН. 

Расчет 𝑈𝑈О ЭЛ.СТ. выполнен в соответствии с методикой, рекомендованной 
Руководящими Указаниями. 

Схема замещения для определения напряжения, обусловленного 
электростатической индукцией между обмотками трансформатора представлена 
на рисунке 6.2. 
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Рисунок 6.2 - Схема замещения для определения напряжения, 

обусловленного электростатической индукцией между обмотками 
трансформатора 

 СГ – емкость одной фазы обмотки статора генератора на землю; СТ – емкость одной фазы обмотки НН трансформатора на землю; СШ – емкость шинопровода по отношению к земле; С – емкость генераторного выключателя со стороны траснформатора; С – емкость генераторного выключателя со стороны генератора. 
Суммарная емкость фазы сети генераторного напряжения: 

 𝐶𝐶Σ = 𝐶𝐶Т + СГ + СШ + СВГ = 0,0073 + 0,29 + 0,008 + 0,26 = 0,57
мкФфазу, (6.9) 

 𝑈𝑈О ЭЛ.СТ = К ∙ 𝑈𝑈0 ∙ СТ(𝜇𝜇0)СТ(𝜇𝜇0) + СΣ ,                                                                       (6.10) 

 

где К – коэффициент, учитывающий распределение напряжения 𝑈𝑈0 по обмотке 
ВН трансформатора. В соответствии с Руководящими Указаниями для 
трансформаторов, работающих с глухозаземленной нейтралью, К = 0,5; СТ(𝜇𝜇0) – емкость между обмотками высшего и низшего напряжения одной 
фазы траснформатора, СТ(𝜇𝜇0) = 0,009

мкФфазу ; 𝑈𝑈0 – напряжение нулевой последовательности при замыкании на землю на 
стороне высшего напряжения трансформатора. Принимается равным: 

 𝑈𝑈0 =
1

3
∙ 𝑈𝑈НОМ ВН √3 =

1

3
� ∙ 115√3

= 22,13 кВ,                                                (6.11) 

 

Суммарный емкостной ток сети 10,5 кВ: 
 𝐼𝐼𝐶𝐶 = 1,73 ∙ 𝑈𝑈Л ∙ 𝜔𝜔 ∙ СΣ = 1,73 ∙ 10,5 ∙ 314 ∙ 0,57 = 3,251 А.                   (6.12) 
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Напряжение нулевой последовательности на выводах генератора при 
однофазных замыканиях на стороне 110 кВ: 

 𝑈𝑈О ЭЛ.СТ. = 0,5 ∙ 22130 ∙ 0,009

0,009 + 0,57
= 172 В.                                           (6.13) 

 

Напряжение срабатывания защиты определится из выражения: 
 𝑈𝑈СР ≥ КНКВ ∙ 3𝑛𝑛ТН ∙ 𝑈𝑈0 ЭЛ.СТ,                                                                                      (6.14) 

 𝑈𝑈СР ≥ 1,5

0,95
∙ 3 ∙ 172

10,5√3 ∙ 0,1
3

, 

 𝑈𝑈СР ≥ 4,5, 

 

где КН = 1,5 – коэффициент надежности; 𝑛𝑛ТН – коэффициент трансформации ТН; КВ = 0,95 – коэффициент возврата. 
 𝑈𝑈0 имеет уставку срабатывания по напряжению нулевой 

последовательности, регулируемую в диапазоне от 5 до 20 В. 
Принимаем следующие уставки: 𝑈𝑈01𝐺𝐺с уставкой 6 В действует с 

выдержкой времени 9,0 с действует на сигнал; 𝑈𝑈02𝐺𝐺 с уставкой 10 В и выдержкой 
времени 0,5с действует на разгрузку агрегата; 𝑈𝑈0𝐺𝐺 с уставкой равной 15 В и 
выдержкой времени 0,5 с действует на отключение выключателя генератора, 
гашение полей ГГ и ВГ и останов турбины со сбросом аварийно-ремонтных 
затворов. 

2) Второй орган 𝑈𝑈03реагирует на соотношение напряжение третей 
гармоники и в нейтрали на выводах генератора и защищает порядка 30% витков 
обмотки статора со стороны нейтрали. 

Для органа 𝑈𝑈03 уставка по коэффициенту торможения регулируется от 1 до 
3. 

Расстояние от нейтрали генератора до места замыкания в обмотке статора 
зависит от𝐾𝐾Т: 

 Х =
1КТ + 2

.                                                                                                             (6.15) 

 

При𝐾𝐾Т = 1,1 орган 𝑈𝑈03 работает селективно и защищает 32,3 % обмотки 
статора со стороны нейтрали. 
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Защита с выдержкой времени 0,5 с действует на отключение выключателя 
генератора, гашение полей и останов турбины со сбросом аварийно-ремонтных 
затворов. 

 

6.5 Защита от повышения напряжения (U1>), (U2>) 
 

Уставка защиты U2> выбирается: 
 𝑈𝑈𝐶𝐶Р2 =

1,4 ∙ 𝑈𝑈Н𝑛𝑛ТН =
1,4 ∙ 10500

10500/100
= 140 В.                                                        (6.16) 

 

2) В дополнение к вышеуказанной защите на генераторе предусмотрен 
второй орган U1> с уставкой1,2 ∙ 𝑈𝑈Н, предназначенный для работы в режиме 
холостого хода или при сбросе нагрузки. 

U1> вводится в работу в режиме холостого хода генератора. 
Уставка U1> рассчитывается: 
 𝑈𝑈𝐶𝐶Р1 =

1,2 ∙ 𝑈𝑈Н𝑛𝑛ТН =
1,2 ∙ 10500

10500/100
= 120 В.                                                        (6.17) 

 

Уставка органа тока, контролирующего отсутствие тока в цепи генератора 
и на стороне 110 кВ принимается минимальной и равной 0,09 ∙ 𝐼𝐼Н. 

Защита с выдержкой времени 0,5 с действует на отключение выключателя 
генератора, гашение полей. 

 

6.6 Защита обратной последовательности от несимметричных 
перегрузок и внешних несимметричных коротких замыканий (I2) 

 

Защита предназначена для ликвидации недопустимых перегрузок 
генератора токами обратной последовательности при внешних несимметричных 
междуфазных коротких замыканиях и других несимметричных режимах 
энергосистемы, а также при несимметричных коротких замыканиях в самом 
генераторе. Защита реагирует на относительный ток обратной 
последовательности 𝐼𝐼∗2: 

 𝐼𝐼∗2 =
𝐼𝐼2𝐼𝐼Н ,                                                                                                                    (6.18) 

 

где  𝐼𝐼2– ток обратной последовательности в первичной цепи генератора,  𝐼𝐼Н– номинальный ток генератора в первичной цепи. 
Допустимая длительность несимметричного режима при неизменном 

значении тока 𝐼𝐼2 характеризуется выражением: 
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𝑡𝑡ДОП =
𝐴𝐴𝐼𝐼∗22 ,                                                                                                               (6.19) 

 

где 𝐴𝐴 = 30 – параметр, заданный заводом-изготовителем. 
 

Защита содержит следующие функциональные органы: 
1)Сигнальный орган (𝐼𝐼2СИГН) срабатывающий при увеличении тока 𝐼𝐼2 

выше значения уставки срабатывания с независимой выдержкой времени 
(действует на сигнал). 

Принимаем уставку сигнального органа:𝐼𝐼∗2СИГН = 0,07; 𝐼𝐼2СИГН = 0,07 ∙ 𝐼𝐼Н. 

2)Пусковой орган (𝐼𝐼2ПУСК) срабатывает без выдержки времени при 
увеличении значения 𝐼𝐼2выше уставки срабатывания и осуществляет пуск 
интегрального органа. Ток срабатывания пускового органа выбирается по 
условию обеспечения надежного пуска интегрального органа при𝑡𝑡МАКС = 600 с. 

При этом: 
 𝐼𝐼∗2 = �А𝑡𝑡 = � 30

600
= 0,22.                                                                                   (6.20) 

 

Уставка равна: 
 𝐼𝐼∗2ПУСК =

𝐼𝐼∗2КН =
0,22

1,2
= 0,18,                                                                              (6.21) 

 

где КН = 1,2 – коэффициент надежности. 
 𝐼𝐼2ПУСК = 0,18 ∙ 𝐼𝐼Н.                                                                                                  (6.22) 

 

При этом допустимая длительность перегрузки может быть определена по 
тепловому действию тока, равного 𝐼𝐼∗2ПУСК = 0,18: 

 𝑡𝑡ДОП =
30

0,182 ≈ 926 с 

 

3) Интегральный орган срабатывает при удаленных несимметричных 
режимах, сопровождающихся токами перегрузки 𝐼𝐼2 с зависимой от тока 
выдержкой времени, определяемой уравнением: 

 𝑡𝑡СР =
30

(𝐼𝐼∗2)2 ,                                                                                                            (6.23) 

 АИО = 30 = 𝐼𝐼∗22 ∙ 𝑡𝑡СР. 
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Допустимая длительность протекания токов обратной последовательности 
в генераторе представлена в таблице 6.4. 

 

Таблица 6.4 - Допустимая длительность протекания токов обратной 
последовательности в генераторе 

Кратность перегрузки по 
току обратной последо-

вательности I2/Iн 

1,0 0,6 0,5 0,4 0,3 0,2 

Длительность (с) 30 83,3 120 187,5 333,3 750 

 

Характеристика интегрального органа защиты обратной 
последовательности от несимметричных перегрузок и внешних 
несимметричных коротких замыканий (I2) представлена на рисунке 6.3. 

 

 
Рисунок 6.3 - Характеристика интегрального органа защиты обратной 
последовательности от несимметричных перегрузок и внешних 

несимметричных коротких замыканий (I2) 
 

Исходя из характеристики срабатывания интегрального органа время 
срабатывания принимаем: t мин. = 30 с, t макс. = 750 с. 

Интегральный орган имитирует процесс охлаждения статора генератора 
после устранения перегрузки по экспоненциальному закону. При этом 
промежуток времени, за который перегрев генератора снижается от максимально 
допустимой величины до 0,135 от этой величины, условно называется временем 
«полного охлаждения» (Iохл) и регулируется в диапазоне от 10 до 999 с. Этот 
параметр выставляется согласно указаниям завода-изготовителя (tохл= 100с). 

4) Орган токовой отсечки  (𝐼𝐼2ОТС) срабатывает с независимой выдержкой 
времени при увеличении тока 𝐼𝐼2выше уставки срабатывания органа и является 
защитой от внешних несимметричных коротких замыканий. 
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Ток срабатывания органа отсечки определяется из следующих условий: 
Из условия предотвращения перегрева ротора при протекании тока 

обратной последовательности; 
Из условия обеспечения чувствительности при двухфазном коротком 

замыкании на шинах ВН блока и на отходящих BЛ. 
Из условия согласования по чувствительности и времени действия с 

защитами BJI. 
По первому условию: выбор тока срабатывания производится по кривой 

предельной длительности протекания через генератор токов обратной 
последовательности 

По второму условию: 
а)по условию обеспечения чувствительности при двухфазных коротких 

замыканиях на шинах ВН блока: 
 𝐼𝐼2С.З. ≤ 𝐼𝐼22𝐾𝐾Ч =

11,3∙�𝑚𝑚𝑐𝑐′′+𝑚𝑚Г+2∙𝑚𝑚Т� =
11,3∙(0,36+0,36+2∙0,17)

= 0,73 о. е.,               (6.24) 

 

где 𝑥𝑥𝑑𝑑′′ - сверхпереходное сопротивление генератора по продольной оси;  𝑥𝑥Г - сопротивление обратной последовательности генератора;  𝑥𝑥Т - сопротивление трансформатора в относительных единицах. 
 

б) по условию обеспечения чувствительности к повреждениям в конце 
линий 110 кВ при отключении выключателей на противоположном конце ВЛ и 
работе всех генераторов: 

 𝐼𝐼2С.З. ≤ 2 ∙ 𝐼𝐼2𝑚𝑚𝑚𝑚𝑛𝑛 ∙ 𝑘𝑘т.                                                                                      (6.25) 

 

Приведём сопротивления к базису и стороне ВН: 
 𝑥𝑥𝑑𝑑′′ = 𝑥𝑥𝑑𝑑′′ ∙ 𝑆𝑆б𝑆𝑆н ∙ 𝑘𝑘т2 = 0,16 ∙ 10050 ∙ 10,52 = 55,1 о.е.                                       (6.26) 

 𝑥𝑥т = 𝑥𝑥т ∙ 𝑆𝑆б𝑆𝑆н = 0,87 ∙ 10063 = 1,38 о.е.                                                           (6.27) 

 

При двухфазном КЗ в конце линии: 
 𝐼𝐼2𝑚𝑚𝑚𝑚𝑛𝑛. =

1�𝑚𝑚𝑐𝑐′′+𝑚𝑚Г+2∙𝑚𝑚Т+2∙𝑚𝑚л� =
1

(55,1+55,1+2∙1,38+2∙0,05)
= 0,01 о. е.,                (6.28) 

 𝐼𝐼2С.З. ≤ 2 ∙ 𝐼𝐼2𝑚𝑚𝑚𝑚𝑛𝑛 ∙ 𝑘𝑘т = 2 ∗ 0,01 ∗ 10,5 = 0,21 о. е. (0,21 ∙ 𝐼𝐼Н).  
 

По третьему условию: ток срабатывания выбирается исходя из 
согласования по чувствительности с резервными защитами линии. В связи с 
отсутствием необходимых данных принимаем уставку срабатывания по второму 
условию. 
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Отсечка действует с выдержкой времени 8,0 с на отключение секционного 
выключателя 110 кВ, с выдержкой времени 8,5 с на отключение блочных 
выключателей 110 кВ и выключателей ТСН, с выдержкой времени 9,0 с на 
отключение выключателя генератора и гашение полей. 

 

6.7 Защита от симметричных перегрузок(𝑰𝑰𝟏𝟏) 

 

Защита предназначена для ликвидации недопустимых перегрузок обмоток 
статора. Защита выполнена с зависимой от тока выдержкой времени и содержит 
следующие функциональные органы: 

Сигнальный орган, срабатывающий с независимой выдержкой времени 
при увеличении тока выше значения уставки срабатывания и действующий в 
предупредительную сигнализацию. 

Уставка сигнального органа: 
 𝐼𝐼СИГН =

𝐾𝐾Н∙𝐼𝐼Н𝐾𝐾В =
1,05∙𝐼𝐼Н0,98 = 1,07 ∙ 𝐼𝐼Н,                                                           (6.29) 

 

где 𝐾𝐾Н = 1,05 – коэффициент надежности; 𝐾𝐾В = 0,98 – коэффициент возврата. 
 

Выдержка времени 𝑡𝑡 = 0,9 с. 
Пусковой орган, срабатывающий без выдержки времени при увеличении 

тока выше уставки срабатывания и осуществляющий пуск интегрального органа. 
Уставка пускового органа: 
 𝐼𝐼1ПУСК =

1,08∙𝐼𝐼Н0,98 = 1,1 ∙ 𝐼𝐼Н.                                                                          (6.30) 

 

Интегральный орган срабатывает с зависимой выдержкой времени. 
Уставка интегрального органа определяется по интегральной 

перегрузочной характеристике обмотки статора, приведенной в таблице 6.5: 

 

Таблица 6.5 - Уставка интегрального органа, определяемая по интегральной 
перегрузочной характеристике обмотки статора 

Кратность 
перегрузки 𝐼𝐼 𝐼𝐼Н⁄  

1,1 1,15 1,2 1,25 1,3 1,4 1,5 2,0 2,2 

Длительность 
перегрузки (с) 3800 1200 450 340 280 160 80 3 1 

 

Характеристика интегрального органа защиты от симметричных 
перегрузок (𝐼𝐼1) представлена на рисунке 6.4. 
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Рисунок 6.4 - Характеристика интегрального органа 

 

Защиты от симметричных перегрузок (𝑰𝑰𝟏𝟏) 

 

Интегральный орган защиты через отключающий орган действует на 
отключение выключателя генератора, гашение полей ГГ и ВГ. 

Уставка выдержки времени отключающего органа принимается 
минимальной и равной 0,01 с. 

Орган токовой отсечки, срабатывающий с независимой выдержкой 
времени при увеличении тока выше значения уставки срабатывания. 

Уставка органа отсечки:  
 𝐼𝐼1ОТС =

1,2 ∙ 𝐼𝐼НОМ
0,98

= 1,224 ∙ 𝐼𝐼НОМ,                                                                      (6.31) 

 

Токовая отсечка выполнена с пуском по минимальному напряжению 𝑈𝑈Г <. 
Напряжение срабатывания принято равным: 

 𝑈𝑈СР =
0,68 ∙ 𝑈𝑈НОМ𝐾𝐾В ∙ 𝑛𝑛Т =

0,68 ∙ 10500

1,03 ∙ 105,0
= 66 В.                                                    (6.32) 

 

Отсечка действует с выдержкой времени 8,0 с на отключение секционного 
выключателя 110 кВ, с выдержкой времени 8,5 с на отключение блочных 
выключателей 110 кВ и выключателей ТСН, с выдержкой времени 9,0 с на 
отключение выключателя генератора и гашение полей. 

 

6.8 Дистанционная защита генератора (𝒁𝒁𝟏𝟏 <), (𝒁𝒁𝟐𝟐 <) 

 

Защита выполняется на основе дистанционных органов и подключается к 
измерительным трансформаторам тока в нейтрали генератора и 
трансформаторам напряжения на выводах генератора. 
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Характеристика срабатывания задается в виде круга, расположенного в I и 
II квадранте со смещением в III и IV квадрант комплексной плоскости 
сопротивлений. 

Сопротивление срабатывания первой ступени выбирается по условию 
обеспечения действия с выдержкой времени не более 1с. Указанная выдержка 
времени принимается по условию согласования с первыми ступенями защит 
линий, отходящих от шин ГЭС. 

Согласование производится для условий работы на шинах 110 кВ ГЭС 
одного блока. 𝑍𝑍1, приведенное к напряжению 110 кВ, может быть принято: 

а) по согласованию с первой ступенью защит вл 110 кВ: 
 𝑍𝑍1 ≤ 0,8 ∙ 𝑍𝑍Т +

0,8𝐾𝐾Т ∙ 𝑍𝑍1Л′ = 0,8 ∙ 22 +
0,8

3
∙ 3,74 = 18,6 Ом,                    (6.33) 

 

где 𝐾𝐾Т – коэффициент, учитывающий, что линии параллельны; 𝑍𝑍Т – сопротивление трасформатора, приведенное к нпаряжению стороны 
110 кВ; 

 𝑍𝑍Т =
0,105∙11563 2

= 22 Ом.                                                                           (6.34) 

 

В относительных единицах, приведенных к номинальным параметрам 
генератора: 

 𝑍𝑍1 о.е. ≤ 0,8 ∙ 0,105 ∙ 50

63
+

0,8

3
∙ 50

1152 ∙ 3,74 = 0,07, 

 𝑍𝑍1в первичных Омах составит: 
 𝑍𝑍1 = 𝑍𝑍1 о.е. ∙ 𝑍𝑍б = 0,07 ∙ 2,21 = 0,155Ом,                                                      (6.35) 

 

где 𝑍𝑍б =
𝑈𝑈б2𝑆𝑆НГ =

10,5250 = 2,21. 

 

Уставка на реле будет равна: 
 𝑍𝑍1𝐶𝐶3 = 𝑍𝑍1 ∙ 𝑛𝑛Т𝑛𝑛Н = 0,155 ∙ 1500

5
10,5
0,1

= 0,44 Ом.                                                    (6.36) 

 

Принимаем уставку 𝑍𝑍1 = 0,5 Ом. 

Функция ∆𝑍𝑍 отличает повреждение от качаний в энергосистеме по 
скорости относительного изменения полного сопротивления. Уставка функции 
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∆𝑍𝑍, в связи с отсутствием исходных данных, принимается исходя из данных, 
рассчитанных ранее, ∆𝑍𝑍 = 30

Омсек. 

Сопротивление срабатывания второй ступени выбирается из условия 
отстройки от режима нагрузки и режима форсировки возбуждения. 

Сопротивление нагрузки в нормальном режиме: 
 𝑍𝑍НАГР =

𝑈𝑈НОМ√3∙𝐼𝐼НАГР =
10,5∙103√3∙2810 = 2,2 Ом,                                                           (6.37) 

 

где 𝐼𝐼НАГР – номинальный ток статора, А. 
 

Для определения сопротивления нагрузки в режиме форсировки 
возбуждения генератора выполняется расчет тока статора при двойном токе 
возбуждения (2 ∙ 𝐼𝐼В.Н.) и напряжения на зажимах статора 0,95 ∙ 𝑈𝑈Н (без учета 
насыщения): 

 

𝐼𝐼Ф =

2 ∙ 𝐼𝐼В.НОМ𝐼𝐼В.Х.Х.
− 0,95𝑥𝑥𝑑𝑑 =

2 ∙ 1030
597,4

− 0,95

1
= 2,5,                                           (6.38) 

 

где  𝐼𝐼В.Х.Х. – ток ротора холостого хода, А; 𝑥𝑥𝑑𝑑 – синхронное индуктивное сопротивление генератора по продольной 
оси. 

 

Соответственно сопротивление нагрузки в этом режиме: 
 𝑍𝑍НАГР.Ф =

0,95 ∙ 𝑈𝑈Н𝐼𝐼Ф =
0,95 ∙ 1

2,5
= 0,29 о. е. ,                                                   (6.39) 

 𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝜑𝜑 НАГР.Ф =
𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝜑𝜑Н

0,95 ∙ 𝐼𝐼Ф =
0,8

0,95 ∙ 2,5
= 0,337,                                               (6.40) 

 

Угол нагрузки в режиме форсировки равен 𝜑𝜑НАГР.Ф = 70,32°. 
Сопротивление срабатывания защиты может быть принято: 
 𝑍𝑍𝐶𝐶 З𝐼𝐼𝐼𝐼 =

𝑍𝑍НАГР.ФКН =
0,29

1,1
= 0,26 о. е. ,                                                                (6.41) 

 𝑍𝑍𝐶𝐶 З𝐼𝐼𝐼𝐼 = 𝑍𝑍𝐼𝐼𝐼𝐼 о.е. ∙ 𝑍𝑍Б = 0,26 ∙ 10,52
50

= 0,57 Ом.                                               (6.42) 

 

Значение уставки реле составит: 
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𝑍𝑍𝐶𝐶 З𝐼𝐼𝐼𝐼 =
𝑍𝑍С.З.𝐼𝐼𝐼𝐼 ∙ 𝑛𝑛Т𝑛𝑛Н =

0,57 ∙ 1500/5

10500/100
= 1,63 Ом,                                           (6.43) 

 

Принимаем уставку 𝑍𝑍𝐼𝐼𝐼𝐼 = 1,7 Ом. 
Величина смещения характеристики срабатыванияпо оси максимальной 

чувствительности составляет 12%. Уставки по сопротивлению смещения 𝑍𝑍𝐶𝐶М1 =

0,06 Ом, 𝑍𝑍𝐶𝐶М2 = 0,2 Ом. 
Выдержка времени второй ступени должна быть отстроена от наибольшей 

выдержки времени резервных защит линий. 
Отсечка действует с выдержкой времени 8,0 с на отключение секционного 

выключателя 110 кВ, с выдержкой времени 8,5 с на отключение блочных 
выключателей 110 кВ и выключателей ТСН, с выдержкой времени 9,0 с на 
отключение выключателя генератора и гашение полей. 

Характеристика срабатывания дистанционной защиты представлена на 
рисунке 6.5. 

 

 
 

Рисунок 6.5 - Характеристика срабатывания дистанционной защиты 

 

6.9 Защита от перегрузки обмотки ротора 

 

Защита предназначена для ликвидации недопустимых перегрузок обмоток 
ротора. Защита выполнена с зависимой от тока выдержкой времени. Защита 
содержит следующие функциональные органы: 

Сигнальный орган, срабатывающий с независимой выдержкой времени 
при увеличении тока выше значения уставки срабатывания и действующей в 
предупредительную сигнализацию. Уставка сигнального органа: 

 𝐼𝐼𝑃𝑃 СИГН. =
КН ∙ 𝐼𝐼НОМ.Р𝐾𝐾В =

1,05 ∙ 𝐼𝐼НОМ.Р
0,98

= 1,07 ∙ 𝐼𝐼НОМ.Р.                                   (6.44) 
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Пусковой орган, срабатывающий без выдержки времени при увеличении 
тока выше уставки срабатывания и осуществляющий пуск интегрального органа. 
Уставка пускового органа: 

 𝐼𝐼𝑃𝑃 ПУСК. =
1,2 ∙ 𝐼𝐼НОМ.Р

0,98
= 1,1 ∙ 𝐼𝐼НОМ.Р.                                                                  (6.45) 

 

Интегральный орган, срабатывающий с зависимой от тока выдержкой 
времени, заданной в табличной форме, и действующей на отключение 
выключателя генератора, гашение полей ГГ и ВГ. В таблице 6.6 приведена 
перегрузочная способность обмотки ротора. 

 

Таблица 6.6 – Перегрузочная способность обмотки ротора 
Кратность 

перегрузки 𝐼𝐼 𝐼𝐼Н⁄  
1,1 1,15 1,2 1,25 1,3 1,4 1,5 2,0 2,2 

Длительность 
перегрузки (с) 

Длите
ль-но 

250 180 160 120 90 72 45 20 

 

Характеристика интегрального органа защиты от перегрузки обмотки 
ротора представлена на рисунке 6.6. 

 

 
Рисунок 6.6 - Характеристика интегрального органа защиты от 

перегрузки обмотки ротора 

 

Орган токовой отсечки, срабатывающий с независимой выдержкой 
времени при увеличении тока выше значения уставки срабатывания. Уставка 
органа отсечки: 

 𝐼𝐼𝑃𝑃 ПУСК. =
2,15 ∙ 𝐼𝐼НОМ.Р

0,98
= 2,19 ∙ 𝐼𝐼НОМ.Р.                                                             (6.42) 

 

Выдержка времени токовой отсечки принимается 3,0 с. Защита действует 
на отключение выключателя генератора, гашение полей ГГ и ВГ. 
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6.10 Выбор комплекса защит блока генератор-трансформатор 

 

Исходя из расчета уставок, для защиты блока генератор-трансформатор 
было выбрано комплексное интеллектуальное устройство управления 
генератором, предназначенное для защиты, управления, измерения и контроля 
генераторов малой и средней величины 217 0101 производства ЭКРА. 

 

6.11 Таблица уставок и матрица отключений защит 

 

Уставки защит представлены в таблице 6.7.  

 

Таблица 6.7 – Уставки защит 
Защиты Уставки 

Наименовани
е 

Обозначение Наименование 
Относительны

е единицы 

Именованн
ые единицы 

Диф. Защита 

продольная 
𝐼𝐼∆𝐺𝐺 

Ток 
срабатывания,𝐼𝐼СР.О 

0,15 ∙ 𝐼𝐼Н 0.7 А 

Коэффициент 
торможения,𝐾𝐾Т 

0,3 - 

Уставка 
начального 

торможения, 𝐼𝐼НТ 

0,5 ∙ 𝐼𝐼Н 2.34 А 

Тормозной ток, В 1,5 ∙ 𝐼𝐼Н 7.02А 

ЗЗГ 

𝑈𝑈0 

𝑡𝑡1 𝑈𝑈01𝐺𝐺 - 5 В 𝑡𝑡2 𝑈𝑈02𝐺𝐺 - 10 В 𝑡𝑡3 𝑈𝑈0𝐺𝐺 - 15 В 𝑈𝑈03 
Коэффициент 

торможения,𝐾𝐾Т 
1,1 - 

ЗПН 𝑈𝑈 > 
2ступень 𝑈𝑈𝐶𝐶Р2 1,4 ∙ 𝑈𝑈Н 140 В 

1 ступень 𝑈𝑈𝐶𝐶Р1 1,2 ∙ 𝑈𝑈Н 120 В 

Защита 
обратной 

последовател
ьности от 

несимметрич
ных к.з. и 

перегрузок 

𝐼𝐼2 

СО 𝐼𝐼2СИГН 0,07 ∙ 𝐼𝐼Н 0,33 А 

ПО 𝐼𝐼2ПУСК 0,15 ∙ 𝐼𝐼Н 0.7 А 

ОТС I 𝐼𝐼2С.З. 0,21 ∙ 𝐼𝐼Н 0,98 А 

Защита от 
симметричны

х к.з. и 
перегрузок 

𝐼𝐼1 

СО 𝐼𝐼СИГН 1,07 ∙ 𝐼𝐼Н 6.01 А 

ПО 𝐼𝐼1ПУСК 1,1 ∙ 𝐼𝐼Н 6.15 А 

ОТС 𝐼𝐼1ОТС 1,224 ∙ 𝐼𝐼НОМ 6.73 А 

ДЗ 𝑍𝑍 < 
1 ступень 𝑍𝑍𝐼𝐼 0,05 0,5 Ом 

2 ступень 𝑍𝑍𝐼𝐼𝐼𝐼 0,26 1,7 Ом 

Защита 
ротора от 

перегрузки 

𝐼𝐼р 

СО 𝐼𝐼𝑃𝑃 СИГН. 1,07 ∙ 𝐼𝐼НОМ.Р 6.01 А 

ПО 𝐼𝐼𝑃𝑃 ПУСК. 1,1 ∙ 𝐼𝐼НОМ.Р 6.15 А 

Отсечка 𝐼𝐼𝑃𝑃 ПУСК. 2,19 ∙ 𝐼𝐼НОМ.Р 10.25 А 

 

Матрица отключений представлена в таблице 6.8 
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Таблица 6.8 – Матрица отключений защит 
 

 

 

 

 

 

 

 

 

Защиты 

О
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на
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Наименование Обозначение 

Диф. Защита 

продольная 
𝐼𝐼∆𝐺𝐺 + + +  +    

ЗЗГ 
𝑈𝑈0 

𝑡𝑡1        + 𝑡𝑡2       +  𝑡𝑡3 + + +      𝑈𝑈0 𝑡𝑡 + + +      

ЗПН 𝑈𝑈 > 
1 ступень𝑡𝑡1 + +       

2 ступень𝑡𝑡2 + +       

Защита обратной 
последовательности от 
несимметричных к.з. и 

перегрузок 

𝐼𝐼2 

СО        + 

ИО + +       

ОТС I 

𝑡𝑡1    +     𝑡𝑡2      +   𝑡𝑡3 + +       

Защита от 

симметричных к.з. и 
перегрузок 

𝐼𝐼1 

СО        + 

ИО + +       

ОТС 

𝑡𝑡1    +     𝑡𝑡2      +   𝑡𝑡3 + +       

ДЗ 𝑍𝑍 < 

1 ступень 
𝑡𝑡1      +   𝑡𝑡2 + + +      

2 ступень 

𝑡𝑡1    +     𝑡𝑡2      +   𝑡𝑡3 + +  +     

Защита ротора от 
перегрузки 

𝐼𝐼р 

СО        + 

ИО + +       

Отсечка + +       
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7 Пожарная безопасность, охрана труда, техника безопасности, 
мероприятия по охране природы 

 

7.1 Безопасность гидротехнических сооружений 

 

Одной из важнейших задач службы эксплуатации Краснополянской ГЭС 
II является обеспечение безопасности гидротехнических сооружений. 
Последствия аварий на ГЭС (прорыв напорного фронта) могут быть 
катастрофическими для всего региона. Поэтому обеспечение безопасности ГТС 
является задачей общегосударственного значения. Деятельность службы по 
обеспечению безопасной эксплуатации Краснополянской ГТС II регулируется 
положениями технических регламентов, законов, стандартов, местных 
производственных и должностных инструкций. Основным, из которых является 
Федеральный закон «О безопасности гидротехнических сооружений». 
Требованием закона «О безопасности ГТС» является составление Декларации о 
безопасности ГТС, которое определяется положением, утвержденным 
Правительством РФ. Данное Положение определяет содержание, порядок 
составления Декларации о безопасности ГТС. Осуществление государственной 
экспертизы является обязательным для ГТС при их проектировании, 

строительстве, вводе в эксплуатацию, эксплуатации, выводе из эксплуатации, а 
также после реконструкции, капитальном ремонте, восстановлении или 
консервации. 

Ответственность за обеспечение безопасности лежит на собственнике 
гидроэлектростанции. Для контроля состояния основных сооружений 
Краснополянской ГЭС II оснащаем контрольно–измерительной аппаратурой для 
отслеживания напряженно–деформированного состояния, горизонтальных и 
вертикальных перемещений, фильтрационного режима, сейсмоконтроля. 
Вводим в состав эксплуатационного персонала специальное подразделение, 
задача которого – измерение с помощью КИА контролируемых показателей, 
визуальный осмотр и оценка безопасности ГТС на основе анализа величин 
контролируемых показателей. 

В соответствии с Федеральным законом о безопасности ГТС собственник 
ГТС разрабатывает декларацию безопасности, которая является основным 
документом, содержащим сведения о соответствии ГТС критериям 
безопасности. 

 

7.2 Охрана труда 

 

Проектирование, строительство, реконструкция, ремонт и организация 
эксплуатации гидротехнических сооружений и гидромеханического 
оборудования энергоснабжающих организаций, территория и акватория, где не 

размещаются, а также основное и вспомогательное оборудование, средства 
механизации и автоматизации должны соответствовать действующим нормам 
технологического проектирования гидроэлектрических и 
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гидроаккумулирующих электростанций, Трудового кодекса, Санитарным 
правилам по организации технологических процессов и санитарно- 

гигиеническим требованиям к производственному оборудованию, 
Государственным стандартам безопасности труда, Правилам технической 
эксплуатации электрических станций и сетей, Правилам устройства 
электроустановок, Техническому регламенту о пожарной безопасности и 
Правилам противопожарного режима РФ и иным действующим 
государственным и отраслевым нормативным и правовым актам. 

Отступления от требований вышеперечисленных правил как при 
обслуживании действующего, так и вновь вводимого или реконструируемого 
оборудования не допускаются, за исключением введения новых нормативных 
актов по охране труда. 

Основными задачами в области охраны труда, техники безопасности при 
эксплуатации оборудования и сооружений ГЭС является создание безопасных 
условий труда, обучение персонала безопасным приемам работ, приемам 
оказания первой помощи при несчастных случаях, выявление и устранение 
причин производственного травматизма, повышение культуры производства, 
разработка и осуществление организационно-технических и санитарно- 

гигиенических мероприятий по предупреждению и снижению 
производственного травматизма и заболеваемости. 

На ГЭС организацию работы по технике безопасности, охране труда 
должен осуществлять руководитель организации, руководители подразделений 
и производственных участков. Названные лица, в соответствие со своими 
должностными инструкциями, обязаны обеспечить проведение 
организационных и технических мероприятий по созданию безопасных условий 
труда, инструктаж и обучение персонала безопасным методам работы и контроль 
выполнения правил техники безопасности. 

Приказом руководителя ГЭС должно быть назначено лицо, ответственные 
за организацию практической работы и осуществляющие внутренний надзор за 
состоянием охраны труда и техники безопасности. 

Надзор за соблюдением правил по охране труда, технике безопасности 
персоналом гидроэлектростанций осуществляют: СОТ и ПК, уполномоченные 
по ОТ, а также органы государственной власти, уполномоченные в 
соответствующих областях деятельности. 

Расследование несчастных случаев на гидроэлектростанциях 
производится в соответствии с действующим положением о расследовании и 
учете несчастных случаев на производстве. 

На ГЭС должен быть организован кабинет по охране труда, являющийся 
организационным и учебно-методическим центром по работе с персоналом. 

При эксплуатации электроустановок ГЭС персонал и другие лица, занятые 
техническим обслуживанием электроустановок, проводящих в них оперативные 
переключения, организующих и выполняющих строительные, монтажные, 
наладочные, ремонтные работы, испытания и измерения, обязаны выполнять 
требования норм законодательства, действующих введенных уполномоченными 
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органами государственной власти правил по охране труда (правил 
безопасности), Стандарта, стандартов организации (инструкций) ГЭС. 

Каждый работник станции должен быть обучен безопасным методам 
выполнения работ, в том числе при проведении огневых работ, пройти проверку 
знаний и иметь документ о праве проведения этих работ. 

Электроустановки гидроэлектростанций должны находиться в технически 
исправном состоянии, обеспечивающем безопасные условия труда, и быть 
укомплектованы испытанными, готовыми к использованию защитными 
средствами, а также средствами оказания первой медицинской помощи в 
соответствии с действующими правилами и нормами. 

Организационными мероприятиями, обеспечивающими безопасность 
работ в электроустановках гидроэлектростанций, являются: 

- оформление наряда, распоряжения или перечня работ, выполняемых 
в порядке текущей эксплуатации; 

- выдача разрешения на подготовку рабочего места и на допуск к 
работе, в случаи необходимости производства отключений и заземлений 
электроустановок, относящихся к объектам электросетевого хозяйства, 
находящегося в эксплуатации субъектов электроэнергетики или иных 
собственников, в отношении которых осуществляется оперативное управление 
при оказании услуги по передаче электрической энергии потребителям.; 

- допуск к работе; 
- надзор во время работы; 
- оформление перерыва в работе, перевода на другое место, окончания 

работы. 
При выполнении работ по эксплуатационному обслуживанию, ремонту, 

наладке и испытаниям гидротурбинного оборудования, электрического 
оборудования, механического оборудования ГТС и ГТС ГЭС должны 
выполняться требования действующих общих правил безопасности для этой 
области деятельности, Стандарта, стандартов организации (инструкций) 
гидроэлектростанций. 

В техническую документацию по эксплуатации и техническому 
обслуживанию основного гидротурбинного оборудования и механической части 
гидрогенераторов, включая вспомогательное оборудование; по эксплуатации 
ГТС; по техническому обслуживанию ГТС; по техническому обслуживанию 
напорных металлических и железобетонных трубопроводов; по обслуживанию 
механизмов затворов гидротехнических сооружений; по расчистке водных 
объектов и сооружений от сора; по пропуску половодных и паводковых расходов 
воды через сооружения; по опорожнению и наполнению водохранилища и 
бьефа; по расчистке водохранилищ от наносов; на всех объектах ГЭС, 
выполняемых в зимний период; на объектах ГЭС, выполняемых под водой 
(водолазные работы); по обслуживанию иных объектов ГЭС, должны быть 
включены требования по безопасной организации работ и охране труда. 

На ГЭС должны быть разработаны и доведены до сведения всего персонала 
безопасные маршруты следования по территории к месту работы, 
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оперативные планы пожаротушения и эвакуации людей на случай пожара 
или аварийной ситуации. 

 

7.3 Пожарная безопасность 

 

Требования к пожарной безопасности в Российской Федерации изложены 
в Федеральном законе «О пожарной безопасности» №69-ФЗ. В соответствии с 
действующим законодательством ответственность за противопожарное 
состояние ГЭС возлагается на руководителя станции или другое лицо, 
назначенное приказом. 

ГЭС должны быть оборудованы установками пожарной сигнализации и 
системой оповещения и управления эвакуацией людей. 

Руководитель ГЭС обязан: 
- организовать изучение и выполнение правил пожарной безопасности 

всеми работниками гидроэлектростанций; 
- обеспечить разработку и выполнение мероприятий, направленных на 

повышение пожарной безопасности; 
- установить противопожарный режим на территории, в 

производственных, административных и вспомогательных помещениях, 
соответствующий их пожарной опасности; 

- установить порядок регулярной проверки состояния пожарной 
безопасности ГЭС; 

- назначить ответственных лиц за пожарную безопасность по каждому 
производственному участку и помещению; 

- о каждом пожаре сообщать в местные органы пожарной 
безопасности, назначать комиссию для установления причин пожара и 
разработки противопожарных мероприятий и т.д. 

Ответственность за пожарную безопасность отдельных производственных 
и вспомогательных помещений (сооружений) и размещенных в них 
оборудования и устройств возлагается на руководителей структурных 
подразделений или на специально назначенных должностных лиц. 

Руководители структурных подразделений ответственные за пожарную 
безопасность, обязаны: 

- обеспечить на своих участках соблюдение установленного 
противопожарного режима и выполнение мероприятий, повышающих 
пожарную безопасность; 

- обеспечить исправность технологического оборудования, 
немедленно принимать меры к устранению неисправностей, которые могут 
привести к пожару; 

- организовать пожарно-техническую подготовку подчиненного 
персонала и требовать от него соблюдения противопожарного режима и 
выполнения установленных требований пожарной безопасности; 
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- обеспечить контроль за выполнением требований пожарной 
безопасности при проведении ремонтных работ персоналом подразделений и 
подрядными организациями; 

- установить порядок и ответственность за содержание в исправном 
состоянии и постоянной готовности к действию имеющихся на участке средств 
обнаружения и тушения пожара. 

В обязанности оперативного персонала входит: при возникновении 
пожара, аварии или других опасных факторов, угрожающих персоналу и 
нарушающих режим работы оборудования, принять меры к немедленному 
вызову пожарных подразделений, известить руководство гидроэлектростанции, 
обесточить электрооборудование в зоне пожара, выдать письменный допуск для 
тушения пожара, организовать его тушение и эвакуацию персонала (при 
необходимости), а также восстановление нормального режима работы 
оборудования и т.д. 

Каждый работающий на ГЭС обязан знать и соблюдать установленные 
требования пожарной безопасности на рабочем месте, в других помещениях и на 
территории, при возникновении пожара немедленно сообщить вышестоящему 
руководителю или оперативному персоналу о месте пожара, принять возможные 
меры к спасению людей, имущества и приступить к ликвидации пожара 
имеющимися средствами пожаротушения с соблюдением мер безопасности. 

Подготовка ИТР, рабочих и служащих Краснополянской 
гидроэлектростанции II по пожарной безопасности состоит из следующих 
основных положений: 

- вводный инструктаж по пожарной безопасности; 
- проводимые в структурных подразделениях регулярные 

инструктажи, по вопросам пожарной безопасности; 
- занятия по пожарно-техническому минимуму для соответствующих 

категорий персонала; 
- проведение противопожарных тренировок; 
- повышение квалификации в учебных центрах, а также при 

проведении семинаров и целевых конференций по противопожарной защите; 
- изучение и проверка знаний правил пожарной безопасности. 
Проверка знаний и инструкций по пожарной безопасности и конкретные 

требования по работе с персоналом определяются "Правилами организации 
работы с персоналом на предприятиях и в учреждениях энергетического 
производства". 

Все лица, поступающие работать на Краснополянской ГЭС II, либо 
принятые на временную работу, учащиеся и студенты, проходящие 
производственную практику, должны пройти вводный инструктаж по пожарной 
безопасности. 

На генераторах ГЭС устанавливаются защиты, которые автоматически с 
действием от защит от внутренних повреждений обмоток статора сигнализируют 
о наличии возгорания. Пожаротушение осуществляется вручную. В качестве 
огнегасящего вещества применяется распыленная вода. 
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Вблизи лобовых частей обмоток статора размещают дренчерные 
кольцевые трубопроводы, в которых выполнены отверстия со специальными 
насадками - дренчерами - ось которых направлена в сторону обмотки. Следует 
отметить, что при ложном срабатывании защиты или при длительной подаче 
воды происходит излишнее увлажнение изоляции, поэтому требуется 
достаточно высокая надежность работы этих устройств. 

Трансформаторы на ГЭС являются возможными объектами возникновения 
пожара, так как содержат значительное количество трансформаторного масла, 
поэтому тушение их осуществляется автоматически с пуском от защит 
трансформатора. С этой целью по периметру трансформатора на безопасном 
расстоянии монтируются кольцевые трубопроводы, на которых 

устанавливаются дренчерные оросители. 
 

7.4 Охрана природы 

 

Общие сведения о районе строительства 

 

Краснополянский  гидроузел II  расположен в Краснодарском Крае  на реке 
Мзыта в 25 км выше по течению от посёлка Красная поляна.   

Берёт начало на южном склоне Главного Кавказского хребта на высоте 
1837,9м, в верховьях вытекает из высокогорных озёр Малый Кардывач и 

Кардывач, ниже на реке—Изумрудные водопады. В среднем течении 

прорывается через хребет Аибга— Ачишхо, образуя Греческое ущелье, ниже 
проходит через ущелье Ахцу, Ахштырское ущелье. Река почти на всём 
протяжении имеет бурный горный характер; в сезон таяния снегов в ущельях 
горизонт воды поднимается порою до 5 метров. Впадает в Чёрное море уАдлера, 

образуя обширный конус выноса. Крупнейшие притоки— Пслух, Пудзико 
(Ачипсе), Чвижепсе, Лаура, Тиха. 

Питание реки смешанное; характерны весенне-летнее половодье и 
дождевые паводки. Среднегодовой расход воды у посёлка Кепша— около 50 м³/с 
(наибольший — 300 м³/с). 

В бассейне Мзымты — многочисленные минеральные источники.  
Так же река Мзымта протекает по территории кавказского 

государственного биосферного заповедника, которая условно разделена на 6 
отделов охраны: Западный, Северный, Южный, Хостинский, Восточный и Юго-

Восточный. Управление заповедника расположено в Сочи (Адлер), а в столице 
Республики Адыгея — Майкопе находится Адыгейское научное отделение 
заповедника. 

 

Фауна 

 

В заповеднике обитает 89 видов млекопитающих, 248 - птиц, в том числе 
112 гнездящихся, 15 видов пресмыкающихся, 9 - земноводных, 21 - рыб, 1 - 

круглоротых, более 100 видов моллюсков и около 10 000 видов насекомых. 

https://ru.wikipedia.org/wiki/%D0%93%D0%BB%D0%B0%D0%B2%D0%BD%D1%8B%D0%B9_%D0%9A%D0%B0%D0%B2%D0%BA%D0%B0%D0%B7%D1%81%D0%BA%D0%B8%D0%B9_%D1%85%D1%80%D0%B5%D0%B1%D0%B5%D1%82
https://ru.wikipedia.org/wiki/%D0%9A%D0%B0%D1%80%D0%B4%D1%8B%D0%B2%D0%B0%D1%87_(%D0%BE%D0%B7%D0%B5%D1%80%D0%BE)
https://ru.wikipedia.org/w/index.php?title=%D0%98%D0%B7%D1%83%D0%BC%D1%80%D1%83%D0%B4%D0%BD%D1%8B%D0%B5_%D0%B2%D0%BE%D0%B4%D0%BE%D0%BF%D0%B0%D0%B4%D1%8B&action=edit&redlink=1
https://ru.wikipedia.org/w/index.php?title=%D0%93%D1%80%D0%B5%D1%87%D0%B5%D1%81%D0%BA%D0%BE%D0%B5_%D1%83%D1%89%D0%B5%D0%BB%D1%8C%D0%B5&action=edit&redlink=1
https://ru.wikipedia.org/wiki/%D0%90%D1%85%D1%86%D1%83_(%D1%83%D1%89%D0%B5%D0%BB%D1%8C%D0%B5)
https://ru.wikipedia.org/wiki/%D0%90%D1%85%D1%88%D1%82%D1%8B%D1%80%D1%81%D0%BA%D0%BE%D0%B5_%D1%83%D1%89%D0%B5%D0%BB%D1%8C%D0%B5
https://ru.wikipedia.org/wiki/%D0%90%D0%B4%D0%BB%D0%B5%D1%80
https://ru.wikipedia.org/wiki/%D0%9A%D0%BE%D0%BD%D1%83%D1%81_%D0%B2%D1%8B%D0%BD%D0%BE%D1%81%D0%B0
https://ru.wikipedia.org/wiki/%D0%A7%D0%B2%D0%B8%D0%B6%D0%B5%D0%BF%D1%81%D0%B5_(%D1%80%D0%B5%D0%BA%D0%B0)
https://ru.wikipedia.org/wiki/%D0%9F%D0%BE%D0%BB%D0%BE%D0%B2%D0%BE%D0%B4%D1%8C%D0%B5
https://ru.wikipedia.org/wiki/%D0%9F%D0%B0%D0%B2%D0%BE%D0%B4%D0%BE%D0%BA
https://ru.wikipedia.org/w/index.php?title=%D0%9A%D0%B5%D0%BF%D1%88%D0%B0&action=edit&redlink=1
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Точное число червей, ракообразных, паукообразных и многих других групп 
беспозвоночных животных остается невыясненным.  

Безусловно, наиболее уязвимым звеном природных экосистем являются 
крупные млекопитающие. В заповеднике это зубр, благородный олень, бурый 
медведь, западнокавказский тур, серна, рысь, косуля и кабан. Однако целый ряд 
мелких видов зверей так же нуждается в экстренных мерах сохранения и в 
детальном изучении, в том числе барсук, кавказская норка, выдра и др. 

Животный мир заповедника неоднороден по своему происхождению. 
Здесь встречаются представители средиземноморской, кавказской, колхидской и 
европейской фаун. Эндемичные и реликтовые виды встречаются во всех 
высотных поясах гор. В заповеднике проходит западная граница 
распространения многих высокогорных кавказских и лесных колхидских видов 
животных. 

 

Флора 

 

Флора Кавказского заповедника насчитывает 3000 видов, из которых более 
половины - сосудистые растения. Преобладающими семействами являются 
астровые (223 вида), мятликовые(114), резанные (108), бобовые (82) и т.д. Лесная 
флора включает более 900 видов, часть которых встречается также в горно-

луговом поясе. Общее число высокогорных растений превышает 800 видов. 
Деревья и кустарники составляют 165 видов, в том числе 142 - листопадных, 16 
- вечнозеленых лиственных и 7 - хвойных. Для флоры заповедника характерно 
наличие древних видов и представителей, имеющих ограниченное 
распространение. Каждое пятое растение заповедника является эндемиком или 
реликтом. Своеобразие флоре заповедника придают папоротники (около 40 
видов), орхидеи (более 30 видов), вечнозеленые и зимнезеленые виды, большое 
число декоративных растений. Так, из произрастающих на Кавказе 5 видов 
рододендронов - 3 (понтийский, кавказский и желтый) встречаются в 
заповеднике. Практически по всему заповеднику единичными деревьями и 
небольшими группами встречается тис ягодный. Это древнее вечнозеленое 
хвойное дерево способно доживать до 2-2,5 тыс. лет, и такие патриархи - не 
редкость в Хостинском отделе заповедника - всемирно известной тисо-

самшитовой роще. 
Не существенное воздействие Краснополянской ГЭС II на окружающую 

среду будет оказываться в период строительства и в период дальнейшей 
эксплуатации станции. 

 

Мероприятия по обеспечению охраны окружающей среды в период 
строительства  

 

При строительстве Краснополянского ГУ II выполняются следующие виды 
работ: 

-  выемка грунта и складирование его в полезную насыпь; 
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-  отсыпка перемычек; 
-  подготовка площадки к строительству и ее обустройство; 
-  расчистка и планировка территории; 
-  возведение и последующий демонтаж временных зданий и сооружений; 
- строительство основных сооружений; 
- строительство поселка эксплуатирующего персонала.  
В период строительства предусмотрены мероприятия по подготовке ложа 

водохранилища, а также мероприятия по минимизации воздействия на 
окружающую среду непосредственно от строительства.  

Воздействие на окружающую среду в период строительства: 
- создание водохранилища, трансформация ландшафтов, 

климатические изменения;  
- подготовка ложа водохранилища, в том числе сводка леса и санация 

территории;  
- выбросы загрязняющих веществ в атмосферу на этапе строительства;  
- образование и обращение с отходами; 
- опасности и риски для населения и персонала, связанные с 

состоянием гидротехнических сооружений и порядком строительства и 
эксплуатации ГЭС;  

- переселение населения из зоны затопления. 
Создание водохранилища будет сопровождаться следующими 

процессами: 
Формирование новых процессов водного, ледового и термического 

режимов;  
Изменение процессов переноса и седиментации наносов;  
Формирование нового гидрохимического режима и изменение качества 

воды Мзымта в нижнем бьефе Краснополянского гидроузла II; 
Формирование нового гидробиологического режима и изменения 

биологической продуктивности водоема в связи с тем, что речной тип 
экосистемы изменится на озерный. 

В соответствии с требованиями СП от01.07.1985 № 3907-85 «Санитарные 
правила проектирования, строительства и эксплуатации водохранилищ» в 
рамках проведения работ по санитарной подготовке ложа водохранилища 
необходимо выполнить следующие работы: 

- очистка территории от остатков строений и мусора;  
- вывоз нечистот из уборных, бытовых отходов;  
- санитарная очистка территорий животноводческих объектов;  
- засыпка искусственных углублений и тампонаж скважин; 
Кроме того, в состав санитарных мероприятий входит очистка ложа от 

древесной и кустарниковой растительности. 
При проектировании мероприятий по инженерной защите населенных 

пунктов, попадающих в зону затопления, подтопления, берегообрушения, 
должны быть предусмотрены: 
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 - технические мероприятия, исключающие затопление и подтопление 
оставляемых населенных пунктов, предприятий, зданий и сооружений, 
обеспечивающие нормальные условия труда и быта населения; 

-технические мероприятия по дренированию естественного 
поверхностного стока с собственной территории инженерной защиты; 

Воздействие на окружающую среду в период строительства будет связано 
с работой автотранспорта, проведением различных видов строительных работ. 

 

Мероприятия по подготовке ложа водохранилища 

 

Основные требования к проектированию, строительству и эксплуатации 
водохранилищ регламентируются СП от 1.07.1985 № 3907-85 «Санитарные 
правила проектирования, строительства и эксплуатации водохранилищ», в 
соответствии с которыми: 

1. Разрабатываемые предпроектные материалы, проекты строительства и 
реконструкции водохранилищ подлежат обязательному согласованию с 
органами государственного санитарного надзора. 

2. Мероприятия по подготовке ложа водохранилища и санитарные попуски 
составляются с учетом необходимых инженерных изысканий расчетов, 
вариантных проработок в ТЭО (ТЭР), в проектах строительства водохранилищ.  

3. Работы по санитарной подготовке ложа водохранилища должны быть 
закончены не позднее, чем за один весенне-летний сезон до начала заполнения 
водохранилища. 

Вырубка затопляемого леса: 
 𝑁𝑁 = 𝐹𝐹 ∙ 𝑎𝑎 = 7900 ∙ 100 = 790000 = 790тыс деревьев.          (7.1) 

 

где F – площадь га, 
 а – Количество деревьев, шт/га.  

 

Основные мероприятия по охране окружающей среды в данный 
период 

 

1. Организационные: 
- Разработка и утверждение проектов нормативов предельно-допустимых 

выбросов в атмосферный воздух (ПДВ) ;  
- Разработка и утверждение проектов нормативов образования отходов и 

лимитов на их размещение (ПНООЛР); 
- Разработка, согласование и утверждение нормативов допустимых сбросов 

(НДС) веществ и микроорганизмов в водные объекты; 
- Получение разрешений на выброс загрязняющих веществ в атмосферный 

воздух; 
- Получение разрешений на сброс загрязняющих веществ в водные объекты; 
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- Оформление Решения о предоставлении водного объекта в пользование в 
целях сброса сточных или дренажных вод; 

- Расчет и своевременное внесение платы за негативное воздействие на 
окружающую среду; 

- Организация и проведение производственного экологического контроля 

2. Санитарно- технические: 

- Раздельное накопление опасных отходов по видам отходов и классам 
опасности; 

- Размещение отходов на специализированных и оборудованных в 
соответствии с требованиями законодательства полигонах ; 

- Передача на использование лома черных и цветных металлов, отходов 
кабельной продукции;  

- Передача отработанных масел на обезвреживание специализированной 
организации;  

- Учет образования, использования, передачи отходов с регистрацией в 
журналах; 

- Организация контроля за соблюдением установленных  нормативов ПДВ; 

- Организация и осуществление контроля качества сточных , дренажных и 
природных поверхностных вод; 

- Соблюдение режима хозяйствования в водоохранной зоне; 
- Передача хозяйственно бытовых сточных вод специализированной 

организации на обезвреживание; 
- Организация стоянок автотранспорта в специально- оборудованных 

местах , имеющих твердое покрытие. . 

 

Мероприятия по обеспечению охраны окружающей среды в период 
эксплуатации 

 

1. В период эксплуатации Краснополянского ГУ II воздействие на 
окружающую среду будет оказываться: 

- Сбросом сточных (дренажных, дождевых и талых) вод; 
- Выбросами в атмосферу от: периодического опробования дизель- 

генераторов, сварочных и окрасочных работ, проводимых в период текущих и 
капитальных ремонтов; 

- Образованием отходов при эксплуатации, техобслуживании и 
текущих капитальных ремонтах оборудования, производственных зданий и 
сооружений; 

- На среду обитания населения близлежащих населенных пунктов, 
связанные с процессом строительства и эксплуатации ГЭС и состоянием 
гидротехнических сооружений. 

2. В период эксплуатации ГЭС основными мероприятиями по охране 
окружающей среды являются: 

- Регулирование водным режимом водотока; 
- Очистка воды, сбрасываемой в водные объекты; 



 

120 

 

- Обеспечение условия непопадания масел и других загрязняющих 
веществ в водный объект; 

- При проведении ремонтов должно обеспечиваться непопадание 
загрязняющих веществ в водные объекты. 

В связи с тем, что на расстоянии 20км от ГЭС находится населенный пункт 
– села Эстакадок, согласно СП от 2.2.1/2.1.11200-03 «Санитарно-защитные зоны 
и санитарная классификация предприятий, сооружений и иных объектов» 
требуется проведение исследований по необходимости установления санитарно-

защитной зоны: исследования химических (выбросы в атмосферу загрязняющих 
веществ от источников выбросов) и физических (шум, инфразвук, интенсивность 
электромагнитных полей) факторов. 

Также, согласно СП от 2.1.4.1110-02 «Зоны санитарной охраны источников 
водоснабжения питьевого назначения» требуется выполнение мероприятий по 
не ухудшению качества воды реки Мзымта от сбросов Краснополянской ГЭС II 
ниже по течению реки.  

Режим использования зон санитарной охраны источников (ЗСО) питьевого 
водоснабжения села Эстакадок, в пределах промплощадок объектов 
Краснополянской ГЭС II регламентируется требованиями СанПиН 2.1.4.1110-

02: 

- в первом поясе ЗСО не допускается спуск любых сточных вод, в том 
числе сточных вод водного транспорта; 

- выявление объектов загрязняющих источников водоснабжения, с 
разработкой конкретных водоохраных мероприятий, обеспеченных источником 
финансирования, подрядными организациями и согласованных с центром 
государственного санитарно-эпидемиологического надзора; 
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8 Объёмы производства электроэнергии и расходы в период 
эксплуатации 

 

8.1 Оценка объёмов реализации электроэнергии 

 

Одним из возможных источников получения (генерации) электроэнергии 
является гидроэлектростанция (ГЭС). Оценка объёмов реализации представлена 
в таблице 8.1. 

 

Таблица 8.1 – Оценка объемов реализации электроэнергии в первые годы 
эксплуатации 

Наименование показателя 

Единица 
измерен

ия 

Год реализации проекта 

2023 2024 2025 2026 2027 

Установленная мощность МВт 83,00 83,00 83,00 83,00 83,00 

Число часов 
использованияустановленной 

мощности 

Часы 6800,00 6800,00 6800,00 6800,00 6800,00 

Выработка электроэнергии МВт•ч 559966,40 564672,00 564672,00 564672,00 564672,00 

Расход электроэнергии 
насобственные нужды 

% 1 1 1 1 1 

Расход электроэнергии 
насобственные нужды 

МВт•ч 5 599,66 5 646,72 5 646,72 5 646,72 5 646,72 

Объем 
реализацииэлектроэнергии 

МВт•ч 554366,74 559025,28 559025,28 559025,28 559025,28 

Тариф на электроэнергию 
Руб./ 

МВт•ч 
1483,00 1525,00 1565,00 1604,00 1642,00 

Выручка от 
реализацииэлектроэнергии 

млн.руб. 68, 51 71,00 72,91 74,72 76,498 

НДС к выручке млн.руб 10,45 10, 84 11,12 11,40 11,67 

 

Вывод: При плановом выходе на установленную мощность в 83 Мвт в 2023 
году выработка электроэнергии составит 559966,40 МВт•ч с увеличением к 2027 
году до 564672,00 МВт•ч (увеличение на 4705,6 МВт•ч). При этом Расход 
электроэнергии на собственные нужды так же увеличится на 4,7 МВт•ч (1% от 
объема выработки). Объем реализации электроэнергии составит 554366,74 
МВт•ч (вся выработка, за исключением расходов электроэнергии на собственные 
нужды) и, соответственно, увеличится к 2027 году на 4658,54 МВт•ч или на 
0,84%. 

Незначительный рост натуральных показателей связан с тем, что к концу 
2023 году станция будет выведена на полную мощность и с 2024 по 2027 
(анализируемый период) будет работать в неизменном режиме (при 
безаварийной работе). 

Что касается финансовых показателей, то здесь ожидается рост тарифов на 
электроэнергию к предыдущему периоду на 2,6-2,8% в 2024-2026 годах и 9,6 в 
2027 году и до 8,9% к 2042 году. 
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Текущие расходы по гидроузлу 

 

Формирование текущих расходов выполнено на основании «ПАО 
«РусГидро» от 16.01.2017 №9 - «Единые сценарные условия ПАО «РусГидро» 
на 2017-2042 гг.)[12] с учетом реализованной электроэнергии. 

Единые сценарные условия предназначены для унификации исходной 
информации в целях обеспечения единого подхода при формировании 
прогнозных документов на среднесрочный и долгосрочный горизонт 
планирования всеми структурными подразделениями ПАО «РусГидро», 
дочерними и зависимыми обществами ПАО «РусГидро», дочерними и 
зависимыми обществами ДЗООАО «РусГидро». 

Единые сценарные условия представляют собой перечень наиболее 
значимых показателей, а также условий и допущений, необходимых для 
подготовки расчетов в рамках формирования прогнозных документов на 
среднесрочную и долгосрочную перспективу, включая проведение расчета 
параметров экономической эффективности инвестиционных проектов. 

Затраты, необходимые для создания продукции, называются текущими 
расходами и сюда относятся денежные средства, необходимые для организации 
производственного процесса и создания продукции, работ или услуг. 

Себестоимость продукции непосредственно зависит от текущих расходов 
предприятия, так как характеризует величину затрат, приходящихся на единицу 
продукции. Очевидно, что все факторы, влияющие на формирование расходов, 
оказывают непосредственное влияние и на себестоимость продукции. 

Текущие расходы по гидроузлу включают в себя: 
- эксплуатационные расходы; 
- расходы на ремонт производственных фондов;  
- амортизационные отчисления; 
- расходы по страхованию, в т.ч. имущества; 
- расходы на услуги регулирующих организаций; 
- налоговые отчисления, в т.ч. на воду. 
Амортизационные отчисления определяются по каждому виду актива, в 

соответствии с рассчитанной нормой амортизации. 
Расходы по страхованию имущества принимаются в размере 0,08%. 

Процент рассчитывается от суммы восстановительной стоимости имущества 
объектов основных средств и объектов незавершенного строительства, 
определенной для целей страхования, с учетом прироста балансовой стоимости 
основных средств незавершенного строительства за истекший период от даты 
последнего определения восстановительной стоимости. 

Эксплуатационные расходы (оплата труда, производственные затраты, 
прочие расходы) по ГЭС определяются в расчете на 1 МВт установленной 
мощности. 

В расчетах использовались единые сценарные условия ПАО «РусГидро», 
инфляция и изменения заработной платы, а так же всех обязательных отчислений 
и выплат, равно как и изменение стоимости материалов и прочее не учитывались. 
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Эксплуатационные расходы представлены в таблице 8.2. 
 

Таблица 8.2 – Эксплуатационные расходы гидроузла 

Наименование Ставка, тыс.руб/Мвт Сумма, млн.руб. 
Расходы на оплату труда 777,3 64,1 

Прочие 493,6 40,65 

Итого по ГЭС  104,66 

 

Вывод: в структуре эксплуатационных расходов расходы на оплату труда 
занимают большую часть и составляют 61,25% от общих расходов. Расчёты 
осуществляются на основе ставок ЕСУ ПАО «РусГидро» являются постоянными 
расходами, изменения возможны при изменении уставок при изменении 
нормативных документов. 

Отчисления на ремонт основных производственных фондов определяются 
исходя из величины их стоимости. удельные значения расходов на ремонт 
представлены в таблице 8.3. 

 

Таблице 8.3 – Удельные значения расходов на ремонт 

Этап проекта, в годах реализации 
проекта 

Величина, % 

от 1 до 5 0,12 

от 6 до 15 0,17 

от 16 до 25 0,30 

 

Услуги регулирующих организаций рассчитываются исходя из ставок в 
соответствии едиными сценарными условиям РусГидро. Результат представлен 
в таблице 8.4. 

 

Таблица 8.4 – Расходы на услуги регулирующих организаций 

Наименование Ставка 
Сумма, 

млн.руб. 
ОАО «СО – ЕЭС» 135,38тыс.руб/Мвт 11,24 

НП АТС (администратор торговой 
системы) 0,001097тыс.руб/Мвт•ч 0,79 

ЦФР (центр финансовых расчетов) 0,000318тыс.руб/Мвт•ч 0,23 

Итого  12,26 

 

Вывод: Из таблицы видно, что наибольшая доля затрат на услуги 
регулирующих организаций (более 90%) приходится на ОАО «СО – ЕЭС», что 
обусловлено ЕСУ ПАО «РусГидро». 

Текущие затраты по гидроузлу в первые годы эксплуатации приведены в 
таблице 8.5. 
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Таблица 8.5 – Текущие затраты по гидроузлу в первые годы эксплуатации 

Наименование 
Единица 

измерения 

Год реализации проекта 

2023 2024 2025 2026 2027 

Амортизационные отчисления, млн.руб. 23,15 23,25 23,25 23,25 16,36 

Расходы на страхование млн.руб. 0,51 6,20 12,05 18,10 24,36 

Эксплуатационные затраты млн.руб. 104,66 105,55 105,54 105,54 105,54 

Расходы на ремонт производственных 
фондов 

млн.руб. 0,09 1,10 2,13 3,21 4,31 

Расходы на услуги регулирующих 
компаний 

млн.руб. 12,15 12,26 12,26 12,26 12,26 

Налог на воду млн.руб. 3,16 3,44 3,44 3,44 3,44 

Итого млн.руб. 143,72 151,78 158,67 165,79 166,26 

 

Налог на воду в расчете на 1 тыс. кВт•ч в соответствии с Налоговым 
кодексом РФ для реки Мзымта составляет 4,8 руб., что за год составит 
3,4млн.руб. Наибольшие изменения связаны с увеличением расходов на 
страхование (с 0,35% до 14,65%), а так же с увеличением расходов на ремонт 
производственных фондов (с 0,06% до 2,59%). 

На рисунке 8.1 представленная диаграмма текущих затрат по гидроузлу в 
2026г. 

 

 
Рисунок 8.1– Структура текущих затраты по гидроузлу в 2026 году 

 

Вывод: Эксплуатационные расходы, несмотря на стабильность играет 
значимую роль, т.к. увеличиваются расходы на страхование и расходы на ремонт 
производственных фондов, амортизационные отчисления сокращаются, а он в 
(%)имеет наибольшую долю (%) относительно остальных (%). 

 

Налоговые расходы 

 

Налоговые расходы представляют собой отток денежных средств после 
завершения строительства Краснополянской ГЭСII. Распределение налоговых 
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поступлений в бюджеты бюджетной системы РФ осуществляется в соответствии 
с Налоговым Кодексом РФ[13] и иными нормативно-правовыми актами.  

Учтены следующие налоги: 
− Налог на прибыль – 20%; 

− НДС – 18%; 

− Взносы в социальные фонды – 34%; 

− Взносы на страхование от несчастных случаев – 0,2%; 

− Налог на имущество – 2,2%; 

− Налог на воду на  1 тыс. кВт•ч – 4,8 руб. 
Предполагаемые налоговые расходы при отсутствии льгот за период 2023-

2027годовприведены в таблице 8.6. 
 

Таблица 8.6– Налоговые расходы 

Наименование 
Год реализации проекта 

2023 2024 2025 2026 2027 

Налог на прибыль, млн.руб. 73,5 149,0 154,6 159,6 166,0 

НДС, млн.руб. 146,9 170,6 175,2 179,7 184,0 

Взносы в социальные фонды, 
млн.руб. 51,6 41,2 40,2 40,2 40,2 

Налог на имущество, млн.руб. 4,8 4,2 3,6 3,1 2,6 

Итого, млн.руб. 276,8 365,1 373,5 382,6 392,8 

 

Из таблицы видно, что структура налоговых расходов достаточно 
стабильна, поэтому для наглядности при формировании выбран произвольный 
год (2027 год).  
 

8.2 Оценка суммы прибыли от реализации электроэнергии и 
мощности 

 

Прибыль является конечным финансов результатом от продажи 
электроэнергии генерирующей компании и в общем виде представляет разницу 
между ценой продукции и её себестоимостью.  

Годовая прибыль первых лет эксплуатации представлена в таблице 8.7. 

 

Таблица 8.7–Годовая прибыль в первые годы эксплуатации 

Наименование Ед.изм. Год реализации проекта 

2023 2024 2025 2026 2027 

Выручка (нетто) млн.руб. 916,20 950,21 975,30 1000,15 1024,41 

Текущие расходы млн.руб. 143,72 151,78 158,67 165,79 166,26 

EBITDA (Валовая 
прибыль) млн.руб. 772,48 798,43 816,62 834,37 858,14 

Скорректированный 
налог на прибыль 

млн.руб. 154,5 159,7 163,32 166,9 171,63 

NOPAT (чистая 
прибыль) млн.руб. 617,99 638,74 653,32 667,5 686,52 

Ставка налога на 
прибыль 

% 20 20 20 20 20 
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Выручка увеличится на 11,8% (108,21 млн, руб)., EBITDA (Валовая 
прибыль). Налог на прибыль принимается равным 20% и признается 
неизменным в расчетные периоды. 

На рисунке 8.2 представлен рост чистой прибыли.  

 
Рисунок 8.2 – Чистая прибыль 

 

При двухфакторной модели, где только цена и объём, рост конечного 
показателя зависит от этих факторов. При достаточно постоянном объёме 
изменяется – растёт только цена. 
 

8.3 Оценка инвестиционного проекта 

 

Главной целью оценки инвестиционного проекта является определение 
целесообразности реализации проекта, с учетом условий Заказчика 
(Приложение к приказу ПАО «РусГидро» от 16.01.2017 №9 - «Единые 
сценарные условия ПАО «РусГидро» на 2017-2042 гг.») 

 

Методология, исходные данные 

 

Целью оценки является определение показателей эффективности проекта, 
к таким показателям относятся: 

1. Чистый, дисконтированный доход 

2. Индекс прибыльности 

3. Срок окупаемости 

4. И т.д. 
Расчёт показателей эффективности проекта выполняется в соответствии с: 
а) «Методические рекомендации по оценке эффективности и разработке 

инвестиционных проектов и бизнес-планов в электроэнергетике», утвержденных 
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приказом ОАО РАО «ЕЭС России» от 08.02.2000г. № 54 на основании 
Заключения Главгосэкспертизы России от 26.05.1999г. №24-16-1/20-113; 

б)«Методические рекомендации по оценке эффективности и разработке 
инвестиционных проектов и бизнес-планов в электроэнергетике на стадии 
предТЭО и ТЭО», Москва, 2008 г., утвержденными РАО «ЕЭС России» от 
31.03.2008г № 155 и Главгосэкспертизой России от 26.05.99г. №24-16-1/20-113. 

в)Приложение к приказу ПАО «РусГидро» от 16.01.2017 №9 - «Единые 
сценарные условия ПАО «РусГидро» на 2017-2042 гг.». 

Расчёты проводились с использованием лицензионной версии 
программного продукта ProjectExpert, фирмы ExpertSystems.  

Для целей оценки эффективности инвестиционного проекта принимаются 
следующие предпосылки: 

1) Период прогнозирования для КраснополянскойГЭСII составляет 24 года, в 
соответствии со сроком службы основного оборудования. 

2) Используемая при оценке эффективности информация отражает 
экономическую ситуацию, сложившуюся на 1 кв. 2018 года. 

3) Предполагается что в течении прогнозного периода не будет происходить 
глобальных изменений в экономической ситуации, существующих правил 
и законов. 

 

Коммерческая эффективность 

 

Цель проведения расчёта коммерческой эффективности проекта является 
расчёт показателей, которые представлены в таблице 8.8. 

 

Таблица 8.8-Показатели эффективности реализации проекта «Краснополянская 
ГЭСII на реке Мзымта» 

Наименование 
Ед. 

измерения 
Значение 

Ставка дисконтирования % 11,6 

Дисконтированный период окупаемости - 
DPB 

мес 
72 

Чистый приведенный доход – NPV млн.руб 2889,6 

Индекс прибыльности – PI руб. 1,85 

Себестоимость эл.энергии 
Руб. 

/Квт•ч 
0,25 

Удельные капиталовложения руб/Квт 23105,46 

 

Бюджетная эффективность 

 

Показатели бюджетной эффективности отражают влияние результатов 
проекта на доходную часть федерального и регионального бюджета. Доходная 
часть бюджетов различных уровней формируется за счёт налоговых 
поступлений величина которых показана в таблице 8.9.  
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Таблица 8.9 – Предполагаемые налоговые поступления в федеральный и 
региональные бюджеты 

Наименование 
Ед. 

измерения 
2023 2024 2025 2026 2027 

В федеральный бюджет млн.руб. 211,98 322,24 332,73 342,29 352,70 

В региональный бюджет млн.руб. 4,77 4,19 3,63 3,12 2,61 

Итого налоговых поступлений млн.руб. 216,75 326,43 336,36 345,41 355,31 

 

Предполагается увеличение всех налоговых поступлений в бюджеты 
бюджетной системы РФ на 64% за период 2023-2027 годы. Из них увеличение на 
66% – в федеральный бюджет, а поступления в региональный бюджет сократятся 
на 55%.Значительную часть составляют поступления в федеральный бюджет (от 
97% в 2023 году  до 99% в 2042).  

 

8.4 Анализ чувствительности 

 

При реализации любого проекта инвесторы сталкиваются с 
определенными рисками: 

1) рыночные –невозможность точно предсказать объемы спроса 
электроэнергии на рынке и как следствие гарантированную возможность 
реализации полного объема выработки. 

2) капитальные –возникновение на этапе строительства дополнительных 
затрат, связанных с недостаточно качественным конструктивным решением, 
изменением требования законодательства в сфере строительства (ужесточение 
нормативов и требований при возведении конструкций, зданий, сооружений), 
изменение геологических состояний, некачественное проведение изысканий и 
прочие непредвиденные ситуации, которые потребуют значительных 
финансовых вливаний для продолжения работы; 

3) операционные –невозможность четко определить работу объекта в 
будущем, предвидеть все обстоятельства функционирования (притоночсть воды, 

отказ оборудования и др.); 
4) правовые (политический, юридический, суверенный) – изменение 

окружающей среды функционирования бизнеса (например, изменение формы 
правления, изменение налогового законодательства, изменение рынка в целом 
(национализация объекта, например); 

5) финансовые (процентный, валютный) –невозможность точного 
прогнозирования обменных и процентных ставок на финансовых рынках. 

Наиболее значимыми для реализации проекта являются рыночные, 
капитальные и операционные риски. Соответствие основных параметров 
финансовой модели перечисленным рискам приведено в таблице 8.10. 
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Таблица 8.10 - Риски и соответствующие параметры финансовой модели 

 

Основным методом исследования рисков является анализ 
чувствительности - метод оценки влияния основных параметров финансовой 
модели на результирующий показатель. 

В данном разделе проведен анализ чувствительности величины 
прогнозного тарифа к изменениям (рисунки 8.3, 8.4,8.5, 8.6): 

а) Ставки налогов; 
б) Объема инвестиций; 
в) Цена сбыта; 
Пределы изменения рассматриваемых факторов определялись экспертно. 
 

 
Рисунок 8.3-ИзменениеNPV в зависимости от изменения ставки налогов 

 

Вывод: Увеличение ставки налогов –уменьшение величины NPV. 
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Рисунок 8.4-Сумма NPVот в зависимости от изменения объёма 

инвестиций 

 

Вывод: Увеличение объема инвестиций- уменьшение величиныNPV. 

 

 
Рисунок 8.5-Сумма NPVв зависимости от изменения цены сбыта 

 

Вывод: Увеличении цены сбыта –увеличение величины PI. 
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Рисунок 8.6-Сумма PIв зависимости от изменения ставки 

дисконтирования 

 

Вывод: Увеличение ставки дисконтирования–уменьшение величины NPV. 
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9 Система ГРАМ ГЭС 

 

Система группового регулирования активной мощности ГЭС – 

совокупность технических и программных средств, обеспечивающих 
регулирование активной мощности путем распределения между 
гидроагрегатами суммарной заданной мощности ГЭС по определенному 
критерию и ее отработку через воздействие на системы автоматического 
управления гидроагрегатов включенных в групповой регулятор активной 
мощности (ГРАРМ). 

ГРАМ на примере СШГЭС. 
 

9.1 Функции системы ГРАМ 

 

Система ГРАМ СШГЭС выполняет следующие функции:  
1. распределение нагрузки между агрегатами в соответствии с 

принятым критерием и с учетом ограничений; 
2. по командам противоаварийной автоматики автоматическое 

блокирование изменения планового и внепланового задания ГЭС, переход в 
следящий режим; 

3. автоматический ввод и запоминание графика плановой нагрузки 
ГЭС, а также любой группы агрегатов с часовыми (получасовыми) интервалами; 

4. приём и передачу сигналов телеизмерения и телесигнализации в ЦС 
АРЧМ ОЭС Сибири; 

5. передачу на сервер АСУ ТП ВУ информацию для анализа режима 
работы ГА и оценки их участия в первичном и вторичном регулировании; 

6. реализация команд верхних уровней управления (системные 
регуляторы частоты, перетоков активной мощности, команды дежурного 
персонала энергообъединения или ГЭС) на изменение мощности ГЭС или групп. 

 

9.2 Статические свойства 

 

1. Разрешающая способность измерения частоты должна быть не хуже 
0,01 Гц. Зона нечувствительности системы не должна превышать ±0,02Гц. 

2. Отклонения в отработке задания мощности ГЭС не должны 
превышать погрешности измерительных преобразователей мощности более чем 
на±1%. 

3. Должно быть обеспечено плавное или ступенчатое с интервалом не 
более 1% изменение уставок статизма по частоте в пределах от 0 до 10% с 
отклонением не более±0,1%. 

4. Отклонения в ограничении мощности ГЭС относительно заданной 
уставки не должны превышать погрешности измерительных преобразователей 
мощности более чем на±2%. 

5. Должно обеспечиваться плавное или ступенчатое с дискретностью не 
более 0,02 Гц изменение уставки по частоте от 49 до 51Гц. 
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6. Должна предусматриваться возможность ввода мёртвой зоны по 
частоте в пределах ±0,5 Гц относительно номинального значения с 
дискретностью установки не более 0,05Гц. 

7. Отклонения в реализации заданного распределения нагрузки не 
должны превышать ±2% номинального значения заданного параметра 
(мощности или открытия направляющего аппарата). 

8. Изложенные требования к каналу регулирования частоты не должны 
ухудшать статических и динамических характеристик первичного 
регулирования частоты, обеспечиваемых РЧВ гидротурбины. 

 

9.3 Динамические свойства 

 

1. Каналы регулирования частоты и мощности должны иметь 
независимую динамическую настройку. При этом должна быть обеспечена 
возможность установки двух независимых динамических настроек канала 
регулирования частоты, переключение которых должно производиться 
автоматически в соответствии с двумя возможными режимами работы ГРАМ. 

2. Формирование сигнала регулирования по отклонению частоты 
должно производиться по ПИ-(при астатическом регулировании) или по ПД-

(при статическом регулировании) закону. 
При изодромной структуре формирования ПИ-сигнала регулирования 

настроечные параметры должны изменяться в следующих пределах: 
- временная неравномерность — от 5 до 100%; 
- постоянная времени изодрома — от 2,0 до 30с. 
3. Переходный процесс регулирования мощности должен иметь 

апериодический характер с постоянной времени от 10 до 40 с. Допускается одно 
перерегулирование с амплитудой до 5% заданного изменения мощности. 

4. Время переходного процесса регулирования мощности с изменением 
числа работающих в ГРАМ агрегатов при регулировании их мощности в рабочей 
зоне нагрузок не должно изменяться более чем на 20%. 

5. В системах ГРАМ с радиальными каналами управления мощностью 
агрегатов скорость изменения мощности агрегата, подключаемого к системе 
ГРАМ, должна настраиваться независимо от максимальной скорости 
регулирования мощности. Суммарная фактическая мощность ГЭС в процессе 
перевода какого-либо агрегата на групповое регулирование не должна 
изменяться более чем на ±2%. 

6. При вводе ГРАМ в работу задание мощности должно автоматически 
устанавливаться равным фактической мощности ГЭС, что должно обеспечить 
отсутствие толчков мощности ГЭС. 

7. При аварийном понижении частоты в энергосистеме ниже заданной 
уставки должен быть обеспечен набор нагрузки с максимально возможной 
скоростью, определяемой временем открытия направляющего аппарата. При 
этом должен соблюдаться приоритет действия сигналов ограничений перетоков 
мощности по линиям электропередачи, если эти сигналы исключают набор 
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нагрузки. 
При аварийном повышении частоты в энергосистеме выше заданной 

уставки должна быть обеспечена разгрузка гидроагрегатов с максимально 
возможной скоростью. 

8. Перераспределение нагрузки в соответствии с индивидуальными 
энергетическими характеристиками агрегатов или технологическими 
ограничениями не должно вызывать изменений суммарной мощности ГЭС. 

 

9.4 Требования к ГРАМ ГЭС 

 

Требования к режимам 

 

1. Изменение состава агрегатов в ГРАМ должно происходить 
автоматически по признакам «Генератор в сети». При этом должна быть 
предусмотрена возможность отключения оператором данной функции. 

2. При запланированном делении электростанции на заранее 
определённые части, ЦР АРЧМ должен обеспечивать выполнение функции 
группового регулирования активной мощности в каждой из разделившихся 
секций. При отсутствии возможности запланированного деления 
электростанции на заранее определённые части (или при отсутствии 
возможности получения информации о точном составе гидроагрегатов в каждой 
из частей), в случае деления, должно быть предусмотрено отключение всех 
гидроагрегатов от системы ГРАМ. 

3. ЦР ГРАМ не должен препятствовать действию устройств 
противоаварийной автоматики при наличии команд на нагрузку/разгрузку 
гидроагрегатов. При этом групповое задание мощности должно автоматически 
изменяться на сумму мощностей нагружаемых/разгружаемых гидроагрегатов. 

4. При срабатывании устройств ПАА, на вышестоящий уровень ЦС 
АРЧМ должен передаваться сигнал о срабатывании ПАА , который блокирует 
систему ЦС АРЧМ ОДУ Сибири на увеличение/уменьшение задания 
внеплановой мощности СШГЭС. 

5. При частотном пуске агрегатов в генераторный режим задание 
мощности должно автоматически увеличиваться на сумму мощностей 
пускаемых агрегатов. Должна быть предусмотрена возможность ступенчатого 
изменения задания мощности на (или до) заранее определенную величину по 
дискретным сигналам системной автоматики. 

6. Система ГРАМ должна обеспечивать фиксацию импульсных 
сигналов противоаварийной автоматики с возможностью приема повторных 
импульсных сигналов воздействия. После срабатывания устройств ПАА ЦР 
ГРАМ должен автоматически блокировать изменение вторичного и планового 
заданий ГЭС. Снятие блокировки производится оперативным персоналом 
СШГЭС вручную, с разрешения диспетчерского персонала. 

7. В составе ЦР ГРАМ должна быть предусмотрена 
функциональная подсистема задатчика внеплановой мощности (ЗВМ), 
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выполняющая следующие функции: 
- включения/отключения централизованного управления СШГЭС от 

ЦС АРЧМ (т.е. включения/отключения ЗВМ) 
- приема и обработки внепланового задания СШГЭС от ЦС АРЧМ 

проверки достоверности поступающего внепланового задания СШГЭС 

- защиты от недопустимого изменения внепланового задания 

СШГЭС 

- защиты от неисправности и помех в канале телемеханики 

- блокировки изменения внепланового задания с запоминанием на 
выходе ЗВМ предыдущего значения внепланового задания 

- формирование пропорциональной составляющей и составляющей 
по производной от входного сигнала; 

- оперативного ввода ограничения диапазона внепланового задания 

8. При отключении подсистемы ЗВМ (автоматически или по 
команде оператора) текущее значение внеплановой мощности должно 
прибавляться к задатчику плановой мощности ЦР ГРАМ. Включение и 
отключение ЗВМ не должны вызывать изменений активной мощности ГЭС. 
Должна быть предусмотрена возможность приёма заданий в виде 
приращений, передаваемых в цикле работы канала телемеханики, с 
формированием задания для ГРАМ на интеграторе ЗВМ. 

9. Должна быть предусмотрена блокировка ЗВМ ГРАМ СШГЭС в 
следующих случаях: 

- при срабатывании защиты от скачка входного значения, 
фиксируемого алгоритмом функционирования ЗВМ; 

- при неисправности обоих каналов связи ГРАМ СШГЭС - ЦС 
АРЧМ ОЭС Сибири; 

- при невозможности выполнения заданий вторичного 

регулирования; 
- при получении команд ПА на изменение мощности СШГЭС. 
Алгоритм блокировки ЗВМ должен быть предназначен для временной 

блокировки режима центрального регулирования на ГЭС и блокировки ГЭС 
в ЦС АРЧМ без выхода из централизованного режима при возникновении 
условий блокировки до устранения причин её возникновения. Снятие 
блокировки ЗВМ - автоматическое, с выдержкой времени, оперативно 
устанавливаемой в пределах от 1 до 100 секунд (с дискретностью 1 секунда). 
Снятие блокировки ЗВМ возможно при отсутствии всех блокирующих 
сигналов в течение заданного времени. 

9. Подсистема ЗВМ должна автоматически отключаться в 
следующих случаях: 

- при неисправности или отключении системы ГРАМ; 
- при неисправности обоих каналов связи ГРАМ СШГЭС - ЦС АРЧМ 

ОЭС Сибири. 
10. Суммарная мощность ГЭС должна поддерживаться неизменной 

после ручного или автоматического подключения (отключения) 
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работающего под нагрузкой агрегата к системе ГРАМ (от системы ГРАМ) 
при пуске (останове) агрегата, при выводе (вводе) агрегата из режима (в 
режим) синхронного компенсатора, при переводе гидроагрегатов из верхней 
рабочей зоны нагрузок в нижнюю и обратно. 

11. В ЦР ГРАМ должна быть предусмотрена возможность 
оперативного ввода: 

- ограничений суммарной максимальной и минимальной мощности 

ГЭС; 
- ограничений диапазона вторичного регулирования ГЭС; 
- ограничений максимальной и минимальной мощности 

гидроагрегата; 
- границ зон ограниченной и недопустимой работы гидроагрегата; 
- технологических ограничений регулировочного диапазона 

гидроагрегата. 
При достижении заданных оперативных ограничений дальнейшее 

изменение вторичного задания мощности в сторону ограничения должно 
блокироваться с выдачей соответствующего сообщения персоналу ГЭС и 
телесигналов блокировки регулирования на загрузку или разгрузку ГЭС в ЦС 
АРЧМ ОЭС Сибири. Непрерывный телесигнал блокировки автоматического 

вторичного регулирования на загрузку или разгрузку должен передаваться в 
ЦС АРЧМ ОДУ Сибири в течение всего времени действия ограничений в ЦР 
ГРАМ СШГЭС. 

12. Должно быть предусмотрено автоматическое отключение ГА от 
системы ГРАМ: 

- при выявлении неисправностисвязи ЦР ГРАМ с регулятором 
частоты и мощности ГА; 

- при неисправности регулятора частоты и мощности ГА; 
- при срабатывании технологических защит ГА; 
- при действии стационарных систем контроля технического 

состояния ГА. 
13. При отделении гидроагрегата от схемы ГЭС должно быть 

предусмотрено его отключение от системы ГРАМ. Во всех случаях 
гидроагрегат должен оставаться под управлением АРЧМ гидротурбины. 

 

Требования к статическим характеристикам 

 

1. Разрешающая способность измерения частоты должна быть не 
хуже 0,001 Гц, характеристика измерительного преобразователя должна 
быть линейной в диапазоне от 45 до 55 Гц с отклонением не более, чем на 
±1%. 

2. Зона нечувствительности системы ГРАМ по выходному сигналу 
не должна превышать ±0,01 Гц. 

3. Отклонения в отработке задания мощности ГЭС не должны 
превышать суммарной погрешности измерительных преобразователей 
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мощности более, чем на ±0,5% от суммарной номинальной мощности 
работающих гидроагрегатов. 

4. Должно быть обеспечено ступенчатое изменение уставки 
статизма по частоте в пределах от 0 до 10% с интервалом не более0,1%. 

5. Величина статизма регулирования мощности гидроагрегата по 
частоте не должна зависеть от числа включённых в ГРАМ гидроагрегатов. 

6. Отклонения в ограничении мощности ГЭС относительно 

заданной уставки не должны превышать суммарной более, чем на ±0,5%. 
7. Должно обеспечиваться плавное или ступенчатое с 

дискретностью не более 0,005 Гц изменение уставки по частоте от 49 до 
51Гц. 

8. Должна предусматриваться возможность ввода мёртвой зоны по 
частоте в пределах ±0,5 Гц относительно номинального значения с 
дискретностью установки не более 0,01 Гц. 

9. Отклонения в реализации заданного распределения нагрузки не 
должны превышать погрешности измерительного преобразователя 
мощности более, чем на ±0,5% номинального значения мощности 
гидроагрегата. 

10. При отклонении частоты вращения агрегата свыше 2% от 
номинальной, агрегат должен автоматически выводиться из группового 
управления. 

11. Изложенные требования к каналу регулирования частоты не 
должны ухудшать статических и динамических характеристик первичного 
регулирования частоты, обеспечиваемых регуляторами частоты вращения 
гидротурбины. 

 

Требования к динамическим характеристикам ГРАМ 

 

1. Должна быть обеспечена возможность установки двух или более 
независимых динамических настроек канала регулирования частоты, 
переключение которых должно производиться как автоматически, так и 
вручную оперативным персоналом ГЭС, в соответствии с возможными режимами 
работы ГРАМ. 

2. Формирование сигнала регулирования по отклонению частоты 
должно производиться по ПИД-закону либо аналогичному, 
обеспечивающему требуемые характеристики точности и быстродействия. 

3. Уставки динамических параметров формирователя должны 
соответствовать следующим диапазонам настроек ПИ-регулятора 
изодромной реализации: 

- временная неравномерность - от 5 до 100%; 
- постоянная времени изодрома - от 1,0 до 60 с. 
4. Стабилизация уровня мощности на заданном уровне должна 

осуществляться по ПИ-закону с уставками динамических параметров из 
диапазона: 
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- коэффициент усиления пропорциональной составляющей - от 0 до 

0,5; 

- постоянная времени интегрирования - от 1,0 до 40 с. 
5. Динамика вторичного регулирования должна соответствовать 

Стандарту СО ЕЭС «Нормы участия гидроагрегатов ГЭС в нормированном 
первичном регулировании частоты и автоматическом вторичном 
регулировании частоты и перетоков мощности». 

6. Переходный процесс регулирования мощности должен иметь 
апериодический характер с постоянной времени от 10 до 40 с. При 
переходном процессе регулирования мощности допускается одно 
перерегулирование с амплитудой до 5% заданного изменения мощности. 

7. Время переходного процесса регулирования мощности с 
изменением числа работающих в ГРАМ агрегатов при регулировании их 
мощности в рабочей зоне нагрузок не должно изменяться более, чем на 20%. 

8. Максимальная скорость изменения мощности гидроагрегатов 
при воздействии от системы ГРАМ должна настраиваться независимо от 
максимальной скорости регулирования мощности. 

9. Суммарная фактическая мощность ГЭС в процессе перевода 
какого либо агрегата на групповое регулирование не должна изменяться 
более чем на ±2% от суммарной номинальной мощности всех работающих 
гидроагрегатов. 

10. При вводе ГРАМ в работу задание мощности должно 
автоматически устанавливаться равным фактической мощности ГЭС, что 
должно обеспечить отсутствие толчков мощности ГЭС. 

11. Перераспределение нагрузки в соответствии с 
индивидуальными энергетическими характеристиками агрегатов или 
технологическими ограничениями не должно вызывать изменений 
суммарной мощности ГЭС. 

12. При возникновении аварийного режима в энергосистеме по 
сигналу системной автоматики или при снижении частоты в энергосистеме 
ниже заданной уставки должен быть обеспечен набор нагрузки с 
максимально возможной скоростью, определяемой временем открытия 
направляющего аппарата. При этом должен соблюдаться приоритет действия 
сигналов ограничений перетоков мощности по линиям электропередачи, 
если эти сигналы исключают набор нагрузки. 

При аварийном повышении частоты в энергосистеме выше заданной 
уставки должна быть обеспечена разгрузка гидроагрегатов с максимально 
возможной скоростью 

 

Требования к конструктивному исполнению 

 

1. ПТК ЦР ГРАМ выполняется в виде двух идентичных 
взаиморезервируемых шкафов. 

2. Питание каждого шкафа ЦР ГРАМ должно осуществляться по 
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двум вводам =220В и ~220В в соответствии с ТЗ на АСУТП СШГЭС. 
3. Каждый шкаф ПТК ЦР ГРАМ должен быть оборудован штатной 

системой вентиляции и освещения, а также минимум двумя стандартными 
розетками ~220В для подключения наладочной аппаратуры. 

4. Сейсмостойкость шкафа с учетом места установки в помещении 
ЦПУ должна соответствовать 9 баллам по шкалеMSK-64. 

5. В части диалога с дежурным персоналом должен быть обеспечен 
удобный, интуитивно понятный для персонала графический интерфейс. 

6. Стиль оформления, качество графики диалоговых окон должно 
соответствовать стилю оформления используемой операционной системы. 

7. Компоновочное размещение средств системы ГРАМ в 
помещениях постоянного нахождения персонала должно осуществляться с 
учетом требований ГОСТ 20.39.108-85 «Комплексная система общих 
технических требований. Требования по эргономике, обитаемости и 
технической эстетике. Номенклатура и порядок выбора». 
 

9.5 Функциональная схема ГРАМ СШГЭС 

 

Функциональная схема ГРАМ СШГЭС представлена на рисунке 9.1. 
 



 

140 

 

Входы
от ЭГР

Выходы
в ЭГР

ПТК ГРАРМ
ГРАМ

Блок распределения нагрузки

Блок задающих устройств (задатчиков)

ЭГР
(Режим «Мощность»)

не режим «Группа Р»

Входы
от ГРАМ

Выходы
в ГРАМ

ЭГР
(Режим «Группа Р»)

Входы
от ГРАМ

Выходы
в ГРАМ

Р
ас

пр
ед

ел
ит

ел
ь

Pref 1

+
+

-
+

Уставка
частоты

Частота

Pref i

Мощность

Заданное
открытие

направляющего
аппарата

Cумматор сигналов задатчиков 
мощности агрегатов работающих на 

индивидуальном управлении

-
+

Р зад 1

C
ум

м
ат

ор
 у

пр
ав

ля
ю

щ
их

 
во

зд
ей

ст
ви

й 
ГР

А
МЗПМ

ЗМРК

ограничитель 
скорости 

изменения 
уставки 

мощности

Уставка
статизма

Суммарное задание
мощности

-
+

∆h

+
+

PID c Bp (пост. статизм)

Bt (врем. статизм)

Tn (интегр. часть)

+
+

уставка
статизма

PID c Bp (пост. Статизм)

Bt (врем. Статизм)

Tn (интегр. Часть)

больше

меньше

+

-

И

Задатчик
мощности

Задание
мощности

от регулятора
частоты 

Мощность

Заданное
открытие

направляющего
аппарата

Суммарное задание
мощности

-
+

∆h

+
+

PID

Задатчик
мощности

Групповое
задание

мощности

Групповое
задание

мощности

Задание
мощности

от регулятора
частоты

Pref i

·· ·

Р зад i
Задание

мощности

PID

t

t

t

t

t

Мощность

Мощность

dB
Y

x

-
+

Уставка
частоты

Частота

dB
Y

x

ЗВМ

ЗМГРЧ

PrefMax1

PrefMin1

PrefMax i

PrefMin i

ГА1 в режиме «Группа»

ГА i в режиме «Группа»

О
гр

ан
ич

ит
ел

и
Ло

г. 
ав

то
м

ат

Ограничи
тели

Ограничи
тели

Ограничители

Ограничители

 
Рисунок 9.1 – Функциональная схема ГРАМ СШГЭС 
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Блок задающих устройств 

 

Задатчик плановой мощности ЗПМ предназначен для отработки 
почасового суточного графика нагрузки ГЭС, задаваемого с АРМ НСС. 
Обеспечивает вывод мощности ГЭС на требуемый уровень с заданной 
скоростью. Изменение планового задания происходит ступенями через 
промежутки времени (часовые или получасовые). Предусматривается 
возможность ручного отключения выполнения суточного графика нагрузки. 
График нагрузки отключается автоматически при делении ГЭС на части или при 
включении ЗВМ или при работе ПА. 

Задатчик вторичной мощности ЗВМ предназначен для отработки задания 
от ЦС АРЧМ при участии ГЭС в автоматическом вторичном регулировании. 
Предусматривается ограничение скорости и диапазона изменения вторичного 
задания от ЦС АРЧМ. Предусматривается возможность ручного отключения 
задатчика. Осуществляется автоматическая блокировка задатчика при делении 
ГЭС на части или при работе ПА. 

Задатчик мощности от группового регулятора частоты ЗМГРЧ 
используется при участии ГЭС в режиме вторичного регулирования частоты. 
ЗМГРЧ – это интегрирующий задатчик, который обеспечивает изменение 
мощности ГЭС по отклонению частоты от уставки частоты в соответствии с 
заданным коэффициентом передачи частота – мощность и постоянной времени 
интегрирования. Значение уставок вводится персоналом при включении ГРЧ. 
Предусматривается возможность ввода уставки в пределах 100 - 30 000 МВт/Гц 
с дискретностью 1 МВт/Гц, постоянной времени интегрирования в пределах 50 
– 200 секунд с дискретностью 0.1с, уставки частоты в пределах 50 ± 0.2 Гц, с 
дискретностью 0.001 Гц. Предусмотрена возможность отключения задатчика.  

Задатчик мощности ручной коррекции ЗМРК - это интегрирующий 
задатчик, управляемый оператором ключом «мощность – больше/меньше», 
предназначенный для оперативного управления мощностью группы. 

Предусматривается механизм настройки приоритетов каналов управления 
(задатчиков мощности) 

 

Блок распределения нагрузки 

 

Суммарное задание мощности за вычетом суммы заданий мощности 
гидроагрегатов на индивидуальном регулировании распределяется между ГА, 
работающими на групповом управлении.  

При работе гидроагрегатов в одинаковых рабочих зонах распределение 
производиться по равенству мощностей с учетом индивидуальных ограничений 
по максимальной и минимальной мощности ГА. 

 

Блок распределения нагрузки. Учет индивидуальных ограничений ГА 

 

В ЭГР каждого ГА осуществляет автоматическое ограничение мощности в 
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соответствии с линией ограничения максимальной мощности на 
эксплуатационной характеристике ГА, зависящей от напора. 

В ЭГР каждого ГА осуществляет расчет границ зон разрешенной, 
запрещенной, не рекомендованной и ограниченной по времени работы в 
соответствии с эксплуатационной характеристикой ГА, зависящих от напора. 

Из ЭГР в ГРАМ передаются границы текущей разрешенной зоны работы 
ГА (ВО и НО мощности ЭГР). В рамках этой зоны ГРАМ управляет мощностью 
ГА. В ГРАМ заблокировано включение ГА в режим ГРУППА, если ГА вышел из 
разрешенной зоны. 

Перевод ГА через зоны ограниченной или недопустимой работы при 
отработке задания от ЦС АРЧМ под управлением ГРАМ запрещено. 
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ПРИЛОЖЕНИЕ А 

 

Основное и вспомогательное оборудование 

Рисунок А.1 - Проточная часть модели гидротурбины РО115-В 
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Рисунок А.2 - Проточная часть гидротурбины РО115-В - 244 
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