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ВВЕДЕНИЕ 

 

Актуальность темы исследования. Рост мировой экономики неразрывно связан с увеличе-

нием потребления электрической энергии, что в свою очередь приводит к возрастанию объемов 

добычи природного газа и угля - углеводородов, являющихся топливом для тепловых электриче-

ских станций. Постепенное истощение природных запасов топливно-энергетических ресурсов 

обуславливает рост цен на первичные энергоносители. Поскольку в структуре затрат на произ-

водство электроэнергии на ТЭС топливные издержки составляют до 60-70%, то в целях недопу-

щения чрезмерного роста себестоимости отпуска электрической энергии и, как следствие, её 

цены, необходимо повышать эффективность функционирования объектов тепловой генерации. 

Повышение тепловой экономичности энергетических комплексов одновременно с сокращением 

затрат топлива уменьшает величину удельных выбросов в расчете на 1 кВт∙ч произведенной 

электрической энергии, что обеспечивает снижение вредного воздействия на окружающую 

среду. 

Как уже было отмечено в тепловой энергетике используется преимущественно два вида топ-

лива – природный газ и уголь. Развитие генерирующих мощностей, использующих в качестве 

топлива природный газ, последние 30-35 лет характеризуется активным строительством и экс-

плуатацией парогазовых установок. Использование комбинированного цикла позволяет до-

биться значений КПД по выработке электроэнергии на уровне 55-58%. Лучшие образцы обеспе-

чивают эффективность 60-62%. Значительное превосходство по уровню КПД парогазовых уста-

новках над классическими паротурбинными электростанциями, работающими на природном 

газе, сделал нецелесообразным дальнейшее развитие последних. В случае с угольными ТЭС при-

менение комбинированного цикла весьма ограниченно в силу большого количества нерешенных 

технических задач, связанных с внутрицикловой газификацией угля, и высокой стоимостью ПГУ 

с газификацией. По существующим оценкам удельные капиталовложения в ПГУ с газификацией 

составляют 3700-4400$/кВт. Отсутствие практической возможности использования в газовом 

цикле угольного топлива обуславливает то, что единственным путем развития угольных ТЭС в 

обозримой перспективе является совершенствование технологии производства электроэнергии 

на паротурбинных энергоблоках посредством повышения начальных параметров пара. По этому 

пути идет большинство промышленно-развитых стран. На сегодняшний день лидерами в области 

энергомашиностроения, в число которых входит США, КНР, Япония, Германия и ряд других, 

уже освоены суперсверхкритические параметры пара (P0 = 28-30 МПа, t0 = 600-620оС) и ведутся 

научно-исследовательские и опытно-конструкторские работы по созданию паротурбинных энер-

 



4 
 
гоблоков на ультрасверхкритические параметры пара (P0 = 35 МПа, t0 = 720оС). Согласно оцен-

кам специалистов, переход на параметры пара P0 = 35 МПа, t0 = 720оС обеспечит повышение КПД 

брутто угольных энергоблоков до 48-51%. 

Стоит отметить, что не только КПД определяет экономическую целесообразность примене-

ния энергоустановки, функционирующей по той или иной технологии. Значительную роль играет 

стоимость ее создания, которая наряду с тепловой экономичностью, определяющей топливную 

составляющую издержек, напрямую влияет на величину себестоимости отпуска электрической 

энергии, являющейся одним из основных критериев эффективности эксплуатации энергообъ-

екта. Переход на повышенные параметры пара влечет за собой существенное увеличение стои-

мости сооружения высокотемпературных энергоблоков, что обусловлено ростом доли аустенит-

ных сталей и никелевых сплавов в структуре металлозатрат нового энергетического оборудова-

ния. Причем на себестоимость оказывают существенное влияние не только факторы, определяе-

мые применяемой технологией – расход топлива и структура металлозатрат, которые можно счи-

тать внутренними, но и внешние, среди которых стоит особо выделить цену топлива и конструк-

ционных материалов. Таким образом, для выбора направлений развития энергетической системы 

необходимо применение разработанных на основе системного подхода новых методов и моделей 

оценки технико-экономических характеристик объектов генерации, в том числе функционирую-

щих на основе паротурбинных технологий. Для определения оптимальных по критерию мини-

мума себестоимости отпуска электрической энергии параметров свежего пара при каждом зна-

чении цены на уголь требуются как данные по удельному расходу топлива на ТЭС, так и досто-

верные оценки стоимости энергоблоков с заданными параметрами пара. Определение размера 

капитальных затрат на возведение новых энергоблоков требует разработки многофакторных сто-

имостных моделей основного энергетического оборудования, учитывающих изменение основ-

ных конструктивных и массогабаритных характеристик их деталей и узлов при соответствующем 

изменении начального давления и температуры пара. 

Степень разработанность темы. Вопросам совершенствования паротурбинных технологий 

посредством перехода к суперсверхкритическому и ультрасверхкритическому уровню началь-

ных параметров пара и разработке способов практической реализации подобного перехода боль-

шое внимание уделено в работах как отечественных, так и зарубежных ученых. Исследованиями 

и разработкой тепловых схем энергоблоков на суперсверхкритические и ультрасверхкритиче-

ские параметры пара занимались Н.Д. Рогалев, А.Г. Тумановский, А.С. Седлов, Э.Х. Вербовей-

кий, М.П. Федоров, Е.В. Дорохов, А.Ш. Лейзерович, Х.И. Мейер, А.А. Комов, J. Bugge, S. Kjaer, 

Y. Li, H. Lukowicz, F. Weizhong, T. Ye, H. Hendrix, K. Nicol, M. Fukuda. Результаты разработок 

новых технических решений, обеспечивающих создание высокотемпературных паровых турбин 

и котельных установок, освещены в трудах В. Г. Грибина, А. Е. Зарянкина, А. Д. Трухния, А. Л. 
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Шварца, В.В. Фролова, Л. А. Хоменка, Ю. К. Петрени, R. Quinkertz, T. Thiemann, S. Weitzel, L. 

Ruth, C. Stimpson. Результаты исследований в области создания новых жаропрочных сталей и 

сплавов представлены в научных работах В. Н. Скоробогатых, В. С. Дуба, Г. П. Карзова, И. В. 

Теплухиной, R. Viswanathan, W. Mankins, I. Wright. Разработками в области оценки стоимости 

перспективных энергоблоков на повышенные параметры пара и его оборудования занимались G. 

Booras, V. Tola, S. Dykas, K. Stepczynska-Drygas, J. Wheeldon.  

Большинство ученых основное внимание уделяют исключительно техническим аспектам пе-

рехода к высокотемпературным паротурбинным установкам. В их работах определяется специ-

фика и условия функционирования, проводится сопоставление с существующими аналогами. 

Публикации освещают результаты исследований в узкой специфической области, что не позво-

ляет сделать вывод об экономической целесообразности повышения начальных параметров пара, 

основываясь на технико-экономических показателях эксплуатации угольных высокотемператур-

ных энергоблоков.  Установление зависимостей, описывающих влияние уровня развития паро-

турбинной технологии на технико-экономические показатели функционирования блоков, позво-

лит судить о необходимом уровне повышения начальных давления и температуры для заданных 

значений внешних факторов, в первую очередь цены на угольное топливо и конструкционные 

материалы. 

Цель исследования состоит в разработке методических основ оценки влияния уровня раз-

вития паротурбинных технологий на технико-экономические показатели эксплуатации угольных 

высокотемпературных энергоблоков, функционирующих в составе единой энергетической си-

стемы. 

Для достижения поставленной научной цели были поставлены и решены следующие основ-

ные задачи диссертационного исследования: 

1. Исследовать особенности тепловых схем высокотемпературных паротурбинных энерго-

блоков. Получить количественные оценки КПД энергоблока для множества значений начального 

давления и температуры пара при однократном промежуточном перегреве. Провести оптимиза-

цию параметров тепловой схемы высокотемпературного энергоблока. 

2. Исследовать влияние термодинамических параметров свежего пара на конструктивные ха-

рактеристики основного энергетического оборудования. 

3. Разработать комплекс моделей оценки стоимости высокотемпературной паровой турбины, 

котельной установки и энергоблока в целом. 

4. Исследовать влияние начальных параметров пара на стоимость основного энергетического 

оборудования и энергоблока в целом. 

5. Исследовать влияние начальных параметров пара на себестоимость отпуска электрической 

энергии при различных значениях цен на топливо. 

 

https://www.researchgate.net/profile/Slawomir_Dykas
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Объектом исследования является высокотемпературный паротурбинный энергоблок, рабо-

тающий на угольном топливе. Энергоблок представлен тепловой схемой, моделями оценки сто-

имости паротурбинной установки, котельного агрегата и энергоблока в целом. 

Научная новизна заключается в следующем: 

1. Получены количественные оценки КПД высокотемпературного энергоблока с однократ-

ным перегревом пара для диапазона начальных параметров: P0 = 26-35 МПа,  

t0 = 580-720 oC. Установлена зависимость между оптимальным значением давления промежуточ-

ного перегрева пара и температурой питательной воды.  

2. Установлены зависимости массогабаритных характеристик паровой турбины и парового 

котла от начальных параметров пара в диапазоне: P0 = 26-35 МПа, t0 = 580-720 oC. 

3. Разработан комплекс математических моделей оценки стоимости паровой турбины, ко-

тельного агрегата и энергоблока в целом, базирующихся на затратном подходе, и учитывающих 

конструктивные изменения основного энергетического оборудования, возникающие при пере-

ходе на более высокий уровень начальных параметров пара. 

4. Установлены зависимости изменения стоимости создания основного энергетического обо-

рудования и энергоблока в целом от начальных параметров пара в диапазоне: P0 = 26-35 МПа, t0 

= 580-720 oC. 

5. Установлена зависимость себестоимости отпуска электрической энергии от начального 

давления и температуры пара при различных значениях цен на топливо. Определены сочетания 

P0 и t0 при которой для текущей и прогнозных цен на топливо обеспечивается минимум удельной 

себестоимости отпуска электроэнергии.  

Теоретическая значимость состоит в развитии методов и инструментов исследования вли-

яния уровня развития паротурбинной технологии на технико-экономические показатели эксплу-

атации угольных высокотемпературных энергоблоков, функционирующих в составе единой 

энергетической системы. 

Практическая значимость выполненного исследования определяется возможностью ис-

пользования полученных результатов органами государственной власти при планировании мо-

дернизации электроэнергетической отрасли России в целях определения уровня паротурбинной 

технологии угольных энергоблоков, обеспечивающих минимум себестоимости производства 

электрической энергии. Разработанные методы и инструменты могут быть также использованы 

генерирующими компаниями при подготовке программ стратегического развития. Модели 

оценки стоимости основного энергетического оборудования могут быть применены для прогно-

зирования стоимости перспективных высокотемпературных энергоблоков с начальными пара-

метрами пара, которые еще не освоены промышленностью. 
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Методология и методы исследования. Исследовательская работа построена на использова-

нии теоретических методов, позволяющих получить как детерминированные, так и вероятност-

ные оценки массогабаритных и стоимостных параметров моделей оценки стоимости энергетиче-

ского оборудования и энергоблока. 

Исследования тепловых схем проводились путем проведения вариантных расчетов. На прак-

тике выполнение вычислительных операций осуществлялось в программном продукте Gate Cy-

cle, где для различных комбинаций начальных параметров пара осуществлялись тепловые рас-

четы схемы паротурбинного высокотемпературного энергоблока. 

Определение зависимостей массогабаритных и стоимостных характеристик основного энер-

гетического оборудования от параметров свежего пара осуществлялось также методом вариант-

ных расчетов с помощью инструментов оценки стоимостных характеристик, разработанных в 

процессе выполнения исследования. 

Модели оценки стоимостных характеристик энергетического оборудования были разрабо-

таны путем использования совокупности методов, которые можно разделить на две группы: де-

дуктивные и индуктивные методы исследования. Первая группа методов включает в себя анализ 

конструкций энергетического оборудования и корреляционно-регрессионный анализ, позволяю-

щие вместе установить зависимости изменения конструктивных характеристик энергетического 

оборудования с изменением параметров тепловой схемы. Большая часть уравнений, входящих в 

состав разработанных моделей оценки стоимости создания энергетического оборудования, была 

получена на основе использования аналитических зависимостей, устанавливающих связь между 

параметрами пара и основными размерами деталей энергетических агрегатов. Метод регресси-

онного анализа был использован в тех случаях, где установление зависимости между массогаба-

ритными характеристиками и параметрами пара требует проведения трудоемких итерационных 

расчетов. Вторая группа методов (индуктивные методы) состоит в агрегировании оценочных зна-

чений масс деталей и частей энергетического оборудования по признаку класса сталей, из кото-

рых они должны быть изготовлены, а также в калькуляции металлозатрат и других издержек, 

которые необходимо понести при создании высокотемпературного паротурбинного энергоблока. 

Автор защищает: 

1. Количественные оценки КПД высокотемпературного энергоблока от начальной темпера-

туры и давления пара, полученные с учетом выявленной закономерности изменения оптималь-

ного значения давления промежуточного перегрева от температуры питательной воды (началь-

ные параметры пара: P0 = 26-35 МПа, t0 = 580-720оС).  

2. Зависимости массогабаритных характеристик высокотемпературной паровой турбины и 

парового котла от начальной температуры и давления пара. 

 



8 
 

3. Комплекс математических моделей оценки стоимости паровой турбины, котельного агре-

гата и энергоблока в целом, базирующихся на затратном подходе и отличающихся от существу-

ющих аналогов тем, что позволяют учитывать изменение структуры металлозатрат и массогаба-

ритных характеристик основного энергетического оборудования в зависимости от начальных па-

раметров пара. 

4. Зависимости изменения стоимости паротурбинной установки, котельной установки и 

энергоблока в целом от начальных параметров пара.  

5. Зависимости изменения себестоимости отпуска электрической энергии от начальных па-

раметров пара при текущей и прогнозных ценах на угольное топливо, полученные с использова-

нием комплекса моделей оценки стоимости основного энергетического оборудования, а также 

количественных оценок КПД энергоблока. 

Соответствие паспорту специальности. Диссертационное исследование соответствует пунк-

там паспорта специальности ВАК 05.14.01 – «Энергетические системы и комплексы»: пункт 3. 
«Использование на этапе проектирования и в период эксплуатации методов математического мо-

делирования с целью исследования и оптимизации структуры и параметров энергетических си-

стем и комплексов и происходящих в системах энергетических процессов»; пункт 6. «Исследо-

вание влияния технических решений, принимаемых при создании и эксплуатации энергетиче-

ских систем и комплексов, на их финансово-экономические и инвестиционные показатели, реги-

ональную экономику и экономику природопользования». 

Степень достоверности и апробация результатов. Разработанные модели и полученные науч-

ные результаты имеют высокую степень достоверности в силу широкого применения в процессе 

исследования программных продуктов мирового уровня, позволяющих выполнять необходимые 

расчеты с высокой точностью. Среди использованных программных продуктов следует выде-

лить: Gate Cycle, Mathcad, Statistica. 

Наиболее важные научные результаты работы докладывались на: XII и XIII международной 

научно-практической конференции «Инновационная экономика и промышленная политика ре-

гиона», Санкт-Петербург, Россия, 2015-2016 гг.; международной научно-практической конфе-

ренции «УгольЭко», Москва, Россия, 2016 г.; I Международной конференции Energy Quest, Ека-

теринбург, Россия, 2014 г.; международной научно-практической конференции «Актуальные 

проблемы интеграции экономических интересов России и Украины», Тольятти, Россия, 2014 г.; 

научном семинаре и заседании кафедры тепловых электрических станций ФГБОУ ВО «НИУ 

«МЭИ», 2016 г. 

Публикации. По теме диссертации соискателем опубликовано 9 научных работ, в том числе 

4 в журналах, рекомендованных ВАК при Минобрнауки России для опубликования основных 

результатов диссертационных исследований на соискание ученых степеней доктора и кандидата 
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наук, 1 статья в журнале, входящем в систему цитирования Scopus и 1 статья в журнале, вклю-

ченном в систему цитирования Web of science. 

Структура и объем диссертации. 

Диссертация состоит из введения, четырех глав, заключения, списка литературы, содержа-

щего 98 источников, и 1 приложения. Работа изложена на 213 страницах текста, содержит 94 

рисунка и 57 таблиц.  
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ГЛАВА 1. АНАЛИЗ ВЫСОКОТЕМПЕРАТУРНЫХ ТЕХНОЛОГИЙ ПРОИЗВОДСТВА   ЭЛЕК-

ТРОЭНЕРГИИ НА ПАРОТУРБИННЫХ ЭНЕРГОБЛОКАХ 

 

1.1 Анализ состояния теплоэнергетики. Цели развития и возможные пути достижения 

 

Энергетика – важнейшая часть национального хозяйства любой индустриально развитой 

страны, в особенности если в структуре экономики превалируют отрасли тяжелого машиностро-

ения, металлургии и транспорта. От эффективной и надежной работы электрических станций за-

висит развитие всех сфер экономики государства. 

Российская электроэнергетика характеризуется значительным износом основных генериру-

ющих фондов. Последние годы вопрос обновления и модернизации энергетических мощностей, 

в особенности тепловых электрических станций (ТЭС), стоит наиболее остро. В соответствии с 

рисунком 1.1, на котором представлена динамика изменения срока службы основного энергети-

ческого оборудования ТЭС, среднее число лет эксплуатации котлоагрегатов к 2014 году соста-

вило 43 года, турбоагрегатов - 34, что превышает их проектный ресурс [1].  

 

 
Рисунок 1.1 – Динамика изменения среднего срока службы основного энергетического обору-

дования 

 

Развитие российской электроэнергетики в последнее время характеризуется малыми объе-

мами ввода и вывода из эксплуатации генерирующих объектов. На рисунке 1.2 приведены дан-

ные Схемы и программы развития Единой энергетической системы России на 2016-2022 годы по 

планируемому объему вывода из эксплуатации новых мощностей, а на рисунке 1.3 – по вводу в 

эксплуатацию [2]. 
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Рисунок 1.2 – Запланированный в России вывод генерирующих мощностей из эксплуатации на 

период 2016-2022 годов 

 

 
Рисунок 1.3 – Подтвержденный ввод генерирующих мощностей на электростанциях ЕЭС Рос-

сии на период 2016-2022 годов  

 

Анализ данных, представленных на рисунке 1.2 и рисунке 1.3, показывает, что в ближайшее 

время максимальный годовой объем вывода старых генерирующих мощностей из эксплуатации 

составит в абсолютном выражении 2,77 ГВт (в 2016 г.), а ввода в эксплуатацию – 5,99 ГВт. Под-

твержденный объем установленной мощности, который планируется построить до 2022 г. равен 
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20,83 ГВт, что составляет 8,85 % от установленной мощности всех энергетических объектов энер-

гетической системы России, которая по состоянию на 01.01.2016 г. составляет 235,3 ГВт. При 

совокупном выводе из эксплуатации 10,64 ГВт обновление генерирующих фондов, которое 

должно произойти в ближайшие 6 лет, не позволит их снизить средний возраст, который по дан-

ным на 2013 г. составлял 32,4 года, напротив, средний возраст оборудования продолжит расти, 

что будет только усугублять проблему обновления действующих генерирующих мощностей. 

Необходимость компенсации выбытия генерирующих мощностей по причине высокой сте-

пени износа и неудовлетворительных показателей энергетической и экологической эффективно-

сти ставит вопрос о построении эффективного процесса управления модернизацией электроэнер-

гетики страны. Одной из составляющих процесса управления модернизацией электроэнергетики 

в части выработки электрической энергии является планирование ввода новых генерирующих 

мощностей [3]. Выполнение данной задачи ставит вопрос о технических и экологических требо-

ваниях, которые необходимо установить ко вновь возводимым ТЭС, так как от их уровня зависит 

размер операционных затрат и себестоимость отпуска электрической энергии для населения и 

промышленности, что прямым образом сказывается на конкурентоспособности национальной 

экономики и уровне жизни.  

На данный момент основным документом, посвященным долгосрочному планированию мо-

дернизации электроэнергетического сектора, является Генеральная схема размещения объектов 

электроэнергетики на период до 2020 года, утвержденная распоряжением Правительства РФ от 

22.02.2008 г. № 225-р. Сроки по вводу в эксплуатацию, а также состав и технический уровень 

перспективных генерирующих объектов определяется на основе предложений субъектов элек-

троэнергетики и органов исполнительной власти субъектов РФ по размещению объектов элек-

троэнергетики с учетом Энергетической стратегии и долгосрочного прогноза спроса на электро-

энергию. Генеральная схема включает в себя перечень объектов электроэнергетики РФ, который 

планируется ввести в эксплуатацию за обозначенный временной период, а также перспективные 

балансы мощности и электроэнергии. В части тепловых электростанций данный документ вклю-

чает в себя следующую информацию [4]: 

– местоположение планируемой ТЭС; 

– вид топлива; 

– тип энергоблока; 

– установленная мощность; 

– количество энергоблоков. 

При планировании строительства электрических станций параметры будущих энергетиче-

ских объектов согласовываются с государственными корпорациями, обеспечивающими функци-
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онирование инфраструктуры страны, в частности с ПАО «РЖД», ПАО «Газпром» и ГК «Роса-

том». В процессе согласования проверяется выполнимость следующих условий для каждого пер-

спективного объекта энергетической системы: 

– совокупная установленная мощность энергетической системы в каждый момент времени 

должна превышать потребность экономики в электрической мощности на величину резерва, не-

обходимого для проведения ремонтов энергетического оборудования и покрытия максимумов 

нагрузки; 

– существует техническая возможность осуществить подключение построенной на выбран-

ной территории электростанции к электрическим сетям высокого напряжения; при этом пропуск-

ная способность линий электропередачи и узлов системы не будет ограничивать объем переда-

ваемой электроэнергии; 

– существует техническая возможность осуществлять снабжение выбранным видом топлива 

рассматриваемой ТЭС в объеме, необходимом для работы в любых технологических режимах; 

– будущая ТЭС должна иметь возможность выполнять команды системного оператора Еди-

ной энергетической системы (ЕЭС СО) по сбросу или набору мощности в целях соблюдения ба-

ланса производства и потребления электрической энергии и поддержания заданных параметров 

электрической сети, в частности частоты переменного тока 50 Гц. 

Сегодня планы по строительству энергообъектов, закрепленные в Генеральной схеме, на 

деле не выполняются. Так, из планируемых к вводу 38 энергоблоков на суперсверхкритические 

параметры пара К-660-300 не было введено в эксплуатацию ни одного. Аналогичным образом 

дело обстоит и с ТЭС на более низки параметры пара (23,5 МПа / 540 °С) – фактический объем 

построенных генерирующих мощностей оказывается значительно ниже.  

Наблюдаемая картина обусловлена особенностями планирования развития электроэнерге-

тики России. Генеральная схема используется для формирования другого планового документа 

более низкого уровня – Схемы и программы развития Единой энергетической системы (ЕЭС) на 

период до 6 лет. Данный документ составляется на основе данных Генеральной схемы и средне-

срочного прогноза потребления электрической энергии и инвестиционных программ субъектов 

электроэнергетики. Таким образом, можно констатировать, что генерирующие компании (опто-

вые – ОГК и территориальные – ТГК), стремясь расширить возможности выбора перспективных 

объектов генерации, закладывают в Генеральную схему строительство ТЭС с различным уров-

нем эффективности – начиная с ТЭС на докритические параметры пара (К-50-90, К-100-90) и 

заканчивая высокоэффективными станциями на параметры пара 30 МПа / 620 °С. Впоследствии 

в зависимости от конъюнктуры рынка электрической энергии и рынка органического топлива 

осуществляют выбор тех перспективных объектов генерации из перечня Генеральной схемы, ко-
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торые при данных экономических условиях обеспечивают максимальную экономическую эф-

фективность субъектам электроэнергетики, что может идти в разрез с интересами промышлен-

ности и населения. Выбранные объекты генерации образуют инвестиционные программы гене-

рирующих компаний, которые вместе формируют Схему и программу развития ЕЭС. В резуль-

тате можно констатировать, что планирование развития электроэнергетики фактически осу-

ществляется только на ближнесрочную и среднесрочную перспективу. При этом государство 

стимулирует развитие высокоэффективной генерации путем регулирования тарифов на электри-

ческую энергию в неконкурентных сегментах рынка электроэнергии. На деле данный способ ока-

зывается не всегда эффективным. Для выполнения долгосрочного планирования структурной мо-

дернизации электроэнергетики РФ на данный момент не существует необходимых инструмен-

тов, в частности инструментов, позволяющих оценить финансово-экономические характери-

стики энергоблоков различного технического уровня (на различные параметры свежего и пере-

гретого пара). Нерешенным остается вопрос определения уровня начальных параметров пара, 

переход на которые оказался бы экономически целесообразным в масштабах страны. От уровня 

начальных параметров пара зависит величина капитальных затрат и размер топливных издержек, 

которые характеризуются КПД по отпуску электроэнергии. Если КПД энергоблока для множе-

ства начальных параметров пара может быть сравнительно легко определена с помощью суще-

ствующих методик, то капитальные затраты оценить значительно сложнее, поскольку рост 

начального давления и температуры пара приводит к изменению массогабаритных характери-

стик основного энергетического оборудования и структуры металлозатрат.  

Существующие на данный момент оценки капитальных затрат на строительство перспектив-

ных высокотемпературных энергоблоков, под которыми можно понимать объекты тепловой ге-

нерации на параметры пара, превышающие 23,5 МПа / 540 °С, имеют значительный разброс зна-

чений и не являются однородными по исходным параметрам (мощность, значения параметров 

свежего и перегретого пара, давление в конденсаторе, вид топлива, степень очистки уходящих 

газов) и не позволяют опираться на них при принятии решения о выборе уровня технологии ге-

нерации. Разработка инструментов, позволяющих оценить влияние технического уровня энерге-

тического блока на финансово-экономические и инвестиционные показатели должна строиться 

на обстоятельном анализе конструкций энергетического оборудования и изменении его массога-

баритных характеристик. Для создания таких инструментов в первую очередь необходимо вы-

брать объект исследования (тип энергоблока) и в первую очередь определить тип топлива. 

В России большая часть потребности в электрической и тепловой энергии обеспечивается за 

счет эксплуатации тепловых электрических станций (ТЭС), использующих в качестве источника 

энергии органическое топливо – природный газ, энергетический уголь или мазут. Совокупность 
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ТЭС, работающих на различных видах органических топлив образует теплоэнергетическую от-

расль – часть электроэнергетики России. В соответствии с рисунком 1.4, на котором представ-

лена структура установленной мощности и выработки электрической энергии по типам электри-

ческих станций на 01.01.2016 г., на долю ТЭС приходится порядка 68,1 % всей установленной 

мощности электростанций национальной энергетики и 66 % всей выработанной электрической 

энергии [5]. В таблице 1.1 представлены данные по выработке электрической энергии в ЕЭС Рос-

сии за 2015 г. Таким образом, ТЭС обеспечивают порядка две третьи всего объема потребности 

экономики страны в электроэнергии, что делает развитие данного вида электростанций важней-

шей задачей развития энергетической отрасли. 

 

  
Рисунок 1.4 – Структура установленной мощности и выработки электрической энергии по ти-

пам электростанций за 2015 г. 

 

Таблица 1.1 – Структура выработки электрической энергии электростанциями ЕЭС России 

Тип электро-
станции 

Выработка электро-
энергии в 2015 г., 

млн кВт·ч 

Выработка электро-
энергии в 2014 г., 

млн кВт·ч 

 % к прошлому 
году 

Коэффициент 
использования 

мощности 
ТЭС 614126,7 621123,0 98,9 0,610 
ГЭС 160170,5  167067,1 95,9 0,559 
АЭС 194997,9 180255,2 108,2 0,968 

 

Высокая доля тепловых электростанций в структуре установленной мощности, достигнутая 

в ходе исторического процесса развития отечественной энергетики, обусловлена совокупностью 

объективных факторов. Одним из наиболее существенных факторов являются большие запасы 

природных ископаемых, в том числе органических топлив, пригодных для использования в энер-

гетических целях. Отличительной чертой теплоэнергетики России является значительная дис-

пропорция потребления тепловыми электростанциями органических топлив, где для подавляю-

щего большинства ТЭС проектным топливом является природный газ. На рисунке 1.5 представ-

лена структура потребления ТЭС органических топлив. Согласно представленным данным на 

долю энергетического угля и мазута приходится всего 28 % всего топлива, потребляемого объ-

ектами тепловой генерации [6]. 

68%
12%

20%

ТЭС АЭС ГЭС

63%20%

17%

ТЭС АЭС ГЭС
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Рисунок 1.5 – Структура потребления органического топлива на ТЭС 

 

Проблема сильной зависимости национальной экономики России от природного газа нашла 

отражение в ключевом документе, определяющем ориентиры развития энергетической отрасли 

– Энергетической стратегии России на период до 2030 года (далее – Стратегия). Опорным тези-

сом Стратегии является обеспечение энергетической безопасности страны. Согласно Стратегии, 

энергетическая безопасность – это состояние защищенности страны, общества, государства и 

экономики от угроз надежному топливо- и энергообеспечению. Эти угрозы определяются внеш-

ними (геополитическими, макроэкономическими, конъюнктурными) факторами, а также состоя-

нием и функционированием энергетического сектора страны [7]. 

Энергетическая безопасность определяется тремя составляющими: 

– ресурсная достаточность – физическая возможность бездефицитного обеспечения энерго-

ресурсами национальной экономики и населения; 

– экономическая доступность – рентабельность энергоснабжения при текущем уровне цен; 

– экологическая и технологическая допустимость – возможность добычи, производства и по-

требления энергоресурсов в рамках существующих технологий и экологических ограничений, 

определяющих безопасность функционирования энергетических объектов. 

С целью обеспечения ресурсной достаточности Стратегия предусматривает постепенное со-

кращение доли природного газа и увеличение доли угля в структуре потребления топлива элек-

трическими станциями. Диверсификация топливно-энергетического баланса позволила бы эф-

фективнее использовать имеющиеся запасы органических топлив и недопустить возникновения 

угрозы дефицита природного газа для покрытия энергетических нужд страны. 

На рисунках 1.6 и 1.7 представлен прогноз поэтапного изменения структуры потребления 

органических топлив по минимальному и максимальному сценарию реализации Стратегии. 

 

72%

26%

2%

Природный газ Энергетический уголь Мазут

 



17 
 

 
Рисунок 1.6 – Прогноз изменения структуры потребления органических топлив ТЭС                 

по минимальному сценарию 

 

 
Рисунок 1.7 – Прогноз изменения структуры потребления органических топлив ТЭС                 

по максимальному сценарию 

 

Однако стоит отметить, что поставленная цель на данный момент выполняется по минималь-

ному сценарию и в отдельных случаях возникает обратная динамика – увеличение доли газовых 

электростанций в структуре установленной мощности, что вызвано рядом причин, в частности 

ограниченной пропускной способностью железнодорожных путей сообщения и более высоким 

качеством и удобством использования природного газа в энергетических установках по сравне-

нию с углем при сопоставимом уровне цен на оба вида топлива. На рисунке 1.8 представлено 

2008 (факт) 2009-2016 2017-2023 2024-2030
Нефтепродукты 1,68 1,73 1,79 1,49
Уголь 26,51 25,61 28,87 32,59
Природный газ 71,81 72,66 69,35 65,92
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2008 (факт) 2009-2016 2017-2023 2024-2030
Нефтепродукты 1,68 1,82 1,84 1,53
Уголь 26,51 30,7 35,96 40,39
Природный газ 71,81 67,48 62,2 58,08
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сравнение фактической структуры установленной мощности тепловых объектов генерации с про-

гнозными сценариями. 

 

 
Рисунок 1.8 – Сравнение фактической структуры установленной мощности ТЭС с прогнозной 

структурой по максимальному и минимальному варианту 

 

Однако необходимость увеличения в перспективе доли угольных электростанций в струк-

туре установленной мощности ЕЭС обусловлена рядом объективных причин. Определяющим 

фактором, характеризующим необходимость увеличения доли угольной генерации в структуре 

топливно-энергетического баланса (ТЭБ), является соотношение между разведанными запасами 

различных видов энергетических топлив и скоростью их добычи и потребления. Согласно стати-

стическим данным BP (Statistical Review of World Energy 2016) в России разведанные запасы угля 

составляют 157010 млн т, а природного газа – 32,3 трлн м3 [8]. При существующих темпах по-

требления угольного топлива России хватит оценочно на 422 года, а природного газа – на 56,3 

лет. Стоит также отметить, что, согласно проекту Энергетической стратегии России на период 

до 2035 года от 21.09.2016 г., к 2035 г. планируется увеличение внутреннего потребления при-

родного газа в 1,24 раза и увеличение экспорта – в 1,26 раза (по минимальному сценарию) [9]. 

Также планируется и увеличение экспорта угольного топлива в 1,6 раза. Однако данное увеличе-

ние экспорта и потребления угля в меньшей степени угрожает энергетической безопасности 

страны в силу больших запасов, чем природного газа. Кроме того, актуальность развития техно-

логий угольной генерации подтверждается большим количеством угольных ТЭС, расположен-

ных в восточной части России. По данным СО ЕЭС на 01.01.2016 г. установленная мощность 
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ТЭС Объединенной энергетической системы (ОЭС) Сибири составляет 26,517 ГВт. Причем не 

менее 98 % установленной мощности приходится на угольные государственные районные элек-

тростанции (ГРЭС) и теплоэлектроцентрали (ТЭЦ). 

Другим приоритетом Стратегии является последовательное повышение эффективности 

функционирования электрических станций. К 2030 г. планируется достичь среднего значения 

КПД для угольных ТЭС – 41 %, при этом наиболее совершенные электростанции на угольном 

топливе должны иметь КПД по выработке электроэнергии – 49-51 %. [7] Для решения данной 

задачи требуется разработка и внедрение новых технологий угольной генерации.  

Повышения КПД объектов угольной генерации возможно за счет использования двух техно-

логий: 

– дальнейшее повышение начальных параметров пара на паротурбинных энергоблоках; 

– использование комбинированного цикла с внутрицикловой газификацией угля (ВЦГУ). 

Технические и экономические аспекты применения данных технологий рассмотрены в раз-

деле 1.2 настоящей диссертации. 

 

1.2 Анализ перспектив использования высокоэффективных технологий выработки электроэнер-

гии за счет использования угольного топлива 

 

ПГУ с внутрицикловой газификацией угля. 

Анализ развития теплоэнергетики в ЕС, России и США показывает, что газовая генерация 

развивается по пути постепенного перехода к парогазовым установкам как к способу наиболее 

эффективного использования дорогого природного газа в энергетических целях [10, 11, 12]. 

Парогазовые установки, как уже было сказано, представляют собой практическую реализа-

цию бинарного цикла. Схема простейшей утилизационной ПГУ вместе с Q, t – диаграммой пред-

ставлена на рисунке 1.9 [11]. 

Высокотемпературный подвод теплоты в ПГУ осуществляется в камере сгорания (КС) га-

зотурбинной установки (ГТУ). Температура газов после камеры сгорания (на входе в газовую 

турбину) составляет обычно 1150-1300 °С, у наилучших образцов ГТУ температура газов на 

входе в газовую турбину (ГТ) может достигать 1400-1600 °С (ГТУ мощностью от 200 МВт, вы-

пускаемых фирмами General Electric, Mitsubishi, Siemens) [13].  

После расширения в газовой турбине газы имеют температуру 540-630 °С. Теплота уходящих 

газов в котле-утилизаторе передается в паровой цикл, что позволяет снизить температуру уходя-

щих газов до 80-90 °С. В утилизационных ПГУ вся теплота, используемая в паросиловой части, 

сообщается от уходящих газов. Тепловой схемы ПГУ могут быть одно-, двух- или трехконтурные 

 



20 
 
в зависимости от модели используемой газотурбинной установки (на тепловую схему паротур-

бинного цикла влияет расход и температура газов на выходе из ГТ). Вне зависимости от числа 

контуров в котле-утилизаторе происходит последовательный нагрев рабочей среды в экономай-

зере, испарителе и пароперегревателе от температуры питательной воды до параметров пара вы-

сокого, низкого или среднего давления.  

 

 
Рисунок 1.9 – Схема простейшей утилизационной ПГУ, совмещенная с Q, t – диаграммой    

котла-утилизатора 

 

Парогазовые технологии могут использовать в качестве топлива не только газообразное или 

жидкое топливо, в частности природный газ, но и функционировать исключительно за счет сжи-

гания угольного топлива. С 80-х гг. XX века ведутся научно-исследовательские и опытно кон-

структорские работы по разработке и созданию ПГУ с внутрицикловой газификацией угля. Тех-

нологический процесс выработки электрической энергии в таких установках состоит из трех ста-

дий: размельчение угольных кусков и газификация угольной пыли с помощью газификатора с 

последующей очисткой генераторного газа от частиц золы и серы, сжигание полученного синтез-

газа в ГТУ и утилизация теплоты уходящих газов в паровом цикле. Таким образом, по сравнению 

с классической ПГУ добавляется стадия по подготовке газообразного топлива из угля [10]. 

Простейшая схема ПГУ с ВЦГУ представлена на рисунке 1.10. 
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А – секция газификации угля и получения синтетического газа; Б – секция ГТУ; В – секция па-

росиловой установки: 1 – подача измельченного угля; 2 – газогенератор; 3 – удаление шлака; 

4 – газоохладитель газогенератора; 5 – питательная вода; 6 – пар; 7 – газоочистка; 8 – элемен-

тарная сера; 9 – пыль; 10 – очищенный синтетический газ; 11 – установка расщепления воздуха; 

12 – О2; 13 – N2; 14 – воздух; 15 – выходные газы в дымовую трубу 

Рисунок 1.10 – Простейшая схема ПГУ с ВЦГУ 

 

Измельченный уголь 1 поступает в газогенератор 2. Для осуществления процесса газифика-

ции необходим кислород, который поступает из установки получения кислорода 11, в которую 

поступает воздух после сжатия в компрессоре (К). Генераторный газ из газификатора 2 попадает 

в газоохладитель 4, где происходит его охлаждение питательной водой парового цикла. Далее 

охлажденный газ попадает в установку газоочистки, где удаляется зола 9 и сера 8. После очистки 

полученный синтез-газ направляется в камеру сгорания ГТУ. Далее процесс производства элек-

трической энергии идентичен обычной утилизационной ПГУ. 

Процесс газификации происходит в реакторах-газификаторах или газогенераторах, где за 

счет протекания химической реакции неполного термического разложения угля получается гене-

раторный газ, который преимущественно состоит из монооксида углерода CO и водорода H2.  

Различные варианты технологических схем газификации угля представлены на рисунке 1.11. 
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а) б) в) г) 

a) – газификация в неподвижном слое 800-1000 °С, 1-4 МПа; 

б) – газификация в кипящем слое 800-1000 °С, 1-2,5 МПа; 

в) – газификация летучим потоком угольной пыли 1500-1900 °С, 1-4 МПа; 

г) – газификация с использованием теплоты реакции через теплообменник 1500 °С, 0,1-0,3 МПа 

Рисунок 1.11 – Технологические схемы газификации угля 

 

Выбор конкретной технологии газификации угля зависит от вида топлива и его теплотехни-

ческих характеристик. Наиболее распространенными способами являются: газификация в непо-

движном слое (рисунок 1.11, а) и газификация в кипящем слое (рисунок 1.11, б) [14]. 

Для осуществления термического разложения угля необходимо подавать в газогенератор 

кислород О2 и водяной пар H2O. Для получения в необходимых количествах кислорода исполь-

зуют установки разделения воздуха на кислород и азот. Обычно в основе функционирования дан-

ных установок лежит криогенная ректификация или мембранная технология. Процесс получения 

кислорода, как правило, интегрирован в цикл, что усложняет технологическую схему, увеличи-

вает затраты на собственные нужды и удорожает установку. 

ПГУ с ВЦГУ имеет еще один существенный недостаток. Теплотворная способность синтез-

газа, полученного из угольного топлива, всегда меньше теплоты сгорания природного газа. Со-

ответственно, для обеспечения заданной тепловой мощности требуется подавать в камеру сгора-

ния больше топлива, что приводит к увеличению объемов газов и росту необходимого для сжи-

гания объема воздуха. Данное обстоятельство приводит к увеличению линейных габаритов ГТУ 

и повышает ее стоимость. 

ПГУ с ВЦГУ в силу значительных затрат на собственные нужды имеют относительно ПГУ, 

работающих на природном газе, сниженный КПД нетто, который составляет примерно 41-45 % 

[15]. В настоящее время в мире существует несколько работающих ПГУ с ВЦГУ. В таблице 1.2 

приведены некоторые их характеристики [16]. 
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Доля затрат энергии на собственные нужды таких объектов генерации значительна и в зави-

симости от состава оборудования технологической схемы (наличие интегрированной системы 

приготовления кислорода) может варьироваться от 5 % на электростанции Vresova в Чехии до 

12,3 % на ТЭС Puertollano в Испании [15].  

 

Таблица 1.2 – Характеристики промышленных ПГУ в ВЦГУ 

Проект Страна Технология газификации Электрическая 
мощность, МВт 

КПД 
нетто, % 

Год 
пуска 

ТЭС 
Buggenum Нидерланды 

Газификация угольной 
пыли под давлением 
2,5 МВт 

225 41,3 1994 

ТЭС Polk США Газификатор Texaco на 
воздушном дутье 250 33 1996 

Элкогаз Испания Метод Prenflow 317 42,7 1997 
SUV/EGT Чехия Сухая зола, лурги 350 – 1997 
Lakeland 
Wa-
ter/DOE 

США ACFBCC 260 45 2007 

 

Строительство ПГУ с ВЦГУ требует значительных капитальных вложений. Помимо обыч-

ного для классической утилизационной ПГУ энергетического оборудования (ГТУ, паротурбин-

ной установки (ПТУ) и котла-утилизатора) в случае организации внутрицикловой газификации 

потребуется возвести систему подготовки угольной пыли, газификатор, установку для получения 

кислорода, а также компрессоры, необходимые для функционирования технологических устано-

вок, в которых осуществляется газификация угля. В результате конфигурирование технологии 

комбинированного цикла для использования твердого топлива значительно усложняет техноло-

гическую установку, что приводит к снижению эффективности ее использования и значительным 

капитальным затратам на строительство. Согласно докладу «Стоимостные и эксплуатационные 

данные для различных технологий генерации» (Cost and performance data for power generation 

technologies, 2012), подготовленному компанией Black & Veatch для Национальной лаборатории 

возобновляемой энергетики (NREL), расположенной в США, удельные капитальные вложения в 

строительство ПГУ с ВЦГУ составляют 4000 $/кВт [17]. При этом в оценке структуры затрат на 

производство электрической энергии для ТЭС с установленной мощностью 400 МВт постоянные 

издержки составляют около 45,5 %. 

Таким образом, ПГУ с ВЦГУ имеют КПД нетто, сопоставимый с угольными паротурбин-

ными энергоблоками на суперсверхкритические параметры пара, но при этом они значительно 

дороже (по разным оценкам в 1,8-2,2 раза), что делает строительство ПГУ с ВЦГУ экономически 

нецелесообразным способом производства электрической энергии за счет использования уголь-
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ного топлива. Косвенным подтверждением отсутствия необходимости в дальнейших исследова-

тельских и инженерных работах в данном направлении является небольшое количество эксплу-

атируемых энергетических объектов, использующих данную технологию. Пик строительства 

ТЭС данного типа пришелся на период 1994-2000 гг. [16].  

 

Высокотемпературные паротурбинные энергоблоки. 

Наиболее распространенным типом электростанций, использующих в качестве топлива 

уголь, являются, как известно, паротурбинные ТЭС, в основе принципа действия которых зало-

жен термодинамический цикл Ренкина. 

Рассмотрим простую тепловую схему паротурбинного цикла, представленную на рисунке 

1.12. 

 

 

 
Н – питательный насос; ПК – паровой котел; Т – паровая турбина; К – конденсационная       

установка; Г – электрогенератор 

Рисунок 1.12 – Принципиальная тепловая схема и T, s – диаграмма паротурбинного цикла  

 

Подвод теплоты в цикле осуществляется в котельном агрегате при постоянном давлении (на 

T, s – диаграмме процесс 3-1), где происходит повышение температуры и теплосодержания ра-

бочей среды. При этом энтальпия меняется от hп.в. (энтальпия питательной воды) до h0 (энтальпия 

свежего пара). В свою очередь отвод теплоты реализован в конденсационной установке, в кото-

рой при постоянном давлении происходит конденсация водяного пара и энтальпия теплоноси-

теля меняется от hк до hк′. Термический КПД паротурбинного цикла без промежуточного пере-

грева пара может быть определен с помощью соотношения (1.1) [18]: 

 

𝜂𝜂𝑡𝑡 =
(ℎ0 − ℎп.в.) − (ℎк − ℎк′ )

(ℎ0 − ℎп.в.)
. (1.1) 
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где ℎ0 – энтальпия свежего пара, кДж/кг; 

ℎп.в. – энтальпия питательной воды, кДж/кг; 

ℎк – энтальпия пара на выходе из паровой турбины, кДж/кг; 

ℎк′  – энтальпия конденсата перед конденсатным насосом, кДж/кг. 

Согласно формуле (1.1) повысить термический КПД паротурбинного цикла можно, увеличив 

располагаемую работу цикла ((ℎ0 − ℎп.в.) − (ℎк − ℎк′ )) , при этом рост количества подведенной 

теплоты в цикл должно вырасти в меньшей степени. 

Термодинамически это может быть реализовано за счет увеличения энтальпии свежего пара 

h0 путем, как правило, совместного увеличения температуры t0 и давления P0 свежего пара. В 

результате увеличивается полезная работа при неизменных потерях теплоты при конденсации 

пара (при постоянном давлении в конденсаторе). 

Другим способом увеличения полезной работы является снижение теплосодержания пара в 

конце процесса расширения в проточной части турбины, что достигается уменьшением давления 

пара в конденсационной установке Pк.  

Таким образом, существует три способа существенного повышения термического КПД па-

ротурбинного цикла [18, 19]: 

– повышение давления свежего пара P0; 

– повышение температуры свежего пара t0; 

– снижение давления в конденсаторе Pк. 

Снижение давления пара в конденсаторе ограничено начальной температурой охлаждаю-

щего теплоносителя, которая соответствует температуре окружающей среды. То есть, давление 

в конденсаторе – параметр, определяемый окружающей средой, и поэтому он не может рассмат-

риваться как способ повышения эффективности ТЭС. Вакуум в конденсаторе в зависимости от 

времени года в умеренном климате варьируется в диапазоне 3,5-6 кПа. Для проведения дальней-

ших исследований тепловых схем и конструкций энергетического оборудования в качестве фик-

сированного параметра будет использоваться давление в конденсаторе, равное 5 кПа. 

Анализ имеющихся в открытом доступе источников научной литературы по данному во-

просу позволяет сформировать оценку эффективности реализации каждого способа по повыше-

нию КПД цикла. Влияние изменения ключевых термодинамических параметров на КПД энерго-

блока представлены в таблице 1.3 [20]. 

 

 

 

 

 

 



26 
 
Таблица 1.3 – Эффективность мероприятий по повышению экономичности паротурбинных энер-

гоблоков  

Мероприятие 
Относительное повышение 

КПД 
Повышение температуры свежего пара 0,02 % / 1°C 
Повышение давления свежего пара 0,1 % / 1 МПа 
Повышение температуры промежуточного перегрева 0,15 % / 1°C 
Реализация второго промежуточного перегрева пара 1,2 % 
Снижение давления в конденсаторе 1 % / 1 кПа 
Повышение температуры питательной воды 0,02 % / 1°C 

 
Анализ истории развития [21, 22] тепловых электростанций позволяет сделать вывод о том, 

что в течение всего XX века растущий спрос на электроэнергию покрывался как за счет количе-

ственного роста (увеличение единичной мощности энергоблоков и их числа), так и благодаря 

качественным изменениям в технологиях генерации (повышение ее эффективности). На рисунке 

1.13 представлен тренд повышения начальных параметров пара на ТЭС в Японии. 

 

  
Рисунок 1.13 – Тренд повышения начальных параметров пара на ТЭС, построенных в Японии 

 

На рисунке 1.14 представлен график роста совокупной установленной мощности угольных 

ТЭС. 
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Рисунок 1.14 – Динамика роста установленной мощности угольных ТЭС [1, 21] 

 

В середине прошлого века в промышленно развитых странах начались разработки энерго-

блоков на высокие параметры пара (с температурой свежего пара до 650 °С). Вслед за советскими 

энергетиками, которые в 1949 г. ввели в эксплуатацию первый в мире котел на давление 30 МПа 

и температуру пара 600 °С, американские специалисты приступили к разработке мощного энер-

гетического блока на суперсверхкритические параметры пара. В результате, в США в 1954 г. 

была построена первая электростанция на суперсверхкритические параметры пара: P0 = 35,8 

МПа, t0 = 648 °С, с двукратным перегревом пара: tпп = 565/565 °С, которая известна как Эд-

дистоун-1 [23]. В силу значительных технических трудностей, связанных с обеспечением надеж-

ности функционирования энергетического оборудования при повышенных параметрах пара, в то 

время дальнейшее развитие ни американские, ни советские разработки не получили. Однако по-

лученный опыт стал основой для разработки энергоблоков на более низкие – сверхкритические 

параметры (СКП): P0 = 23,5 МПа, t0 = 540 oC. 

С начала 60-х годов XX века в СССР начался быстрый переход от докритических параметров 

(13 МПа, 540 °С / 540 °С) к сверхкритическим (СКП – 23,5 МПа, 540 °С / 540 °С), который к 

концу 80-х годов обеспечил СССР опыт освоения и эксплуатации энергоблоков на СКП пара 

больший, чем в какой-либо другой стране. Переход к энергоблокам на СКП пара происходил в 

упорной борьбе мнений: и тогда, и даже сейчас имеются убежденные противники энергоблоков 

СКП, хотя опыт энергетики всего мира показал целесообразность их использования.  

Бурный рост числа сооружаемых энергоблоков на сверхкритические параметры пара в США 

пришелся на 70-е годы XX века. В общей сложности их было построено более 160 единиц сум-

марной мощностью 86 ГВт, что составляло 15 % общей мощности электростанций, работающих 

на органическом топливе. Мощность энергоблоков составляла от 300 до 1100 МВт. Большинство 
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из них (73 %) работало на угле. Однократным перегревом пара были оборудованы 84 % энерго-

блоков, 16 % – двукратным перегревом. Только на четырех энергоблоках температура свежего 

пара составляла 566 °С, на всех остальных (кроме энергоблока № 1 ТЭС Эддистоун) – 538 °С. 

Еще на 18 из них температура промежуточного перегрева (ПП) достигала 566 °С. Большинство 

энергоблоков на СКП пара работало в базовой части графика нагрузок [24]. 

Массовый ввод энергоблоков на СКП пара в промышленную эксплуатацию в индустриально 

продвинутых странах начался в конце 1950-х – начале 1960-х гг., приобретая со временем все 

больший масштаб и распространяясь на все большее количество стран. По состоянию на 2014 г., 

во всем мире находились генерирующие объекты на СКП пара с совокупной мощностью 452 

ГВт. Если на начальной стадии ведущую роль в создании и освоении блоков на СКП пара играли 

США и СССР (по состоянию на конец 1991 г. в США и в СССР работало соответственно 155 и 

232 энергоблока на СКП пара суммарной мощностью 106,2 и 79,4 ГВт), то с начала 1990-х гг. в 

силу различных обстоятельств разработка и ввод новых блоков на СКП пара в этих странах пре-

кратились (так же как, впрочем, в Италии и Великобритании), и они утратили свое ведущее по-

ложение [25, 26, 27, 28, 29]. 

Снижение темпов ввода энергоблоков на СКП пара в 1980-1990 гг. объясняется тем, что, во-

первых, опыт начального периода эксплуатации энергоблоков на СКП пара с прямоточными кот-

лами показал, что их коэффициент готовности несколько ниже, чем у энергоблоков с барабан-

ными котлами, рассчитанными на докритические параметры; во-вторых, совершенствование тех-

нологии добычи угля позволило несколько снизить цены на топливо (рисунок 1.15) [20, 30, 31]. 

Конкурентоспособность энергоблоков на высокие параметры несколько уменьшилась в силу их 

высокой стоимости. Все это привело к тому, что в 1990-е гг. США утратили ведущие позиции в 

части создания ТЭС на сверхкритические параметры пара. 

 

 
Рисунок 1.15 – Динамика средней цены угля в США (на месте добычи) 
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Начиная с 1990-х гг., основной вектор развития в теплоэнергетике задавали Япония и Герма-

ния. В 2000-е гг. к ним присоединились Южная Корея и Китай, причем если еще до недавнего 

времени на новых сооружаемых электростанциях там устанавливалось исключительно импорт-

ное оборудование западноевропейских, японских и американских фирм, то теперь это оборудо-

вание уже самостоятельно производится на корейских и китайских заводах, хотя и в основном по 

зарубежным лицензиям.  

Ситуация в США стала меняться только в последние годы. Среди причин, заставивших аме-

риканских энергетиков изменить свое отношение к разработке энергоблоков с повышенными па-

раметрами пара, можно отметить следующие: 

– анализ работы 162 энергоблоков СКП показал, что после начального периода эксплуатации 

они по показателям надежности и готовности достигли (а в некоторых случаях даже превзошли) 

энергоблоки докритического давления; их экономичность в среднем оказалась на 3 % выше по 

сравнению с энергоблоками на докритическое давление (16,5 МПа, 538/538 °С); отсутствие ба-

рабана и других толстостенных элементов у прямоточных котлов энергоблоков СКП привело к 

снижению на 15-20 % времени, необходимого для пуска из холодного состояния; 

– цены на угольное топливо выросли на 25 % и к началу 2004 г. достигли абсолютного мак-

симума за последние 25 лет [31]; 

– появились новые марки сталей с содержанием хрома 9 и 12 % (Р91, Р92 и Р122), что решило 

вопрос надежной работы высокотемпературных элементов котлов, рассчитанных на температуру 

пара до 570 °С. В настоящее время ведутся активные работы по созданию материалов, способных 

обеспечить надежную работу энергетического оборудования при температуре пара 700-720 °С 

[32]. 

Одним из важнейших стимулов для перехода к повышенным параметрам пара явились новые 

требования к снижению выбросов токсичных (NOx и SO2) и парниковых (СO2) газов в атмосферу. 

Повышение КПД энергоблоков снижает удельный расход топлива на 1 кВт∙ч, а, следовательно, 

уменьшает объем выбрасываемых в атмосферу продуктов сгорания. 

В сложившихся обстоятельствах в мире вновь возрос интерес к увеличению КПД тепловых 

электростанций. Из 172 энергоблоков на ССКП пара, введенных с начала 1998 г., 70 энергоблоков 

находятся в Китае, 31 – в Европе, 19 – в Японии, 15 – в Южной Корее, 23 – в других странах Юго-

Восточной Азии и в Австралии, 14 – в США и Канаде. Возобновляется сооружение и осуществ-

ляется кардинальная реконструкция ранее введенных энергоблоков на СКП пара в Дании, Ита-

лии, Великобритании, Греции, на Тайване. Первые энергоблоки на СКП пара введены в таких 

странах, как Финляндия, Тайланд, Канада, Австралия, Индия, Нидерланды, Польша, Мексика и 

др. При этом в Австралии и в Индии ввод энергоблоков на СКП пара приобретает достаточно 

массовый характер.  
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Для энергоблоков на СКП пара «нового поколения» начала этого века характерны относи-

тельно умеренные значения давления свежего пара – на уровне 240-270 бар. В качестве характер-

ного примера можно назвать реконструкцию трех энергоблоков 660 МВт итальянской ТЭС 

Torrevaldaliga Nord. Они отработали расчетный ресурс и фактически сооружены заново с сохра-

нением ранее принятого давления свежего пара 240 бар, но с повышением температур свежего и 

вторично пара до 600/610 °С. Точно так же, практически все введенные в последние годы япон-

ские энергоблоки с начальной температурой пара вплоть до 600-610 °С, работают с давлением 

свежего пара 240-250 бар [25]. Такой подход позволяет без значительных потерь в эффективно-

сти энергоблока снизить стоимость энергетического оборудования за счет сокращения толщин 

стенок главных паропроводов, труб поверхностей нагрева, корпусов паровой турбины. 

Параллельно с широким внедрением энергоблоков на СКП пара, было начато освоение 

опытно-промышленных блоков с суперсверхкритическими параметрами – P0 = 26-31 МПа, t0 = 

570-620oC. В начале 1990-х гг., на японской ТЭС Kawagoe были построены два блока мощностью 

по 700 МВт с параметрами пара 310 бар, 566/566/566 °С (двукратный промежуточный перегрев 

пара). Предполагалось, что дальнейшее развитие паротурбинных энергоблоков будет идти в ос-

новном в направлении развития энергоблоков на ССКП пара с двукратным промежуточным пе-

регревом при одновременном росте и давления, и температуры пара. Однако применение дву-

кратного промежуточного перегрева не получило массового распространения в силу значитель-

ного усложнения схемы и конструкций энергетического оборудования, а также в силу роста об-

щей длины главных паропроводов, что в результате значительно увеличивает капитальные вло-

жения в строительство энергоблока при сравнительно небольшом приросте КПД – 1,2-1,5 %. В 

качестве примера энергоблока на ССКП пара с двукратным перегревом можно также привести 

датский энергоблок Avedǿre 2 мощностью 390 МВт с параметрами пара 300 бар, 580/600/600 °С. 

Что касается температур свежего и вторично перегретого пара, то при отсутствии в конкрет-

ной стране опыта эксплуатации энергоблоков на СКП пара первые вводимые энергоблоки этого 

типа, как правило, проектируются на умеренные, ранее освоенные температуры пара 538-566 °С. 

Это, в частности, касается Австралии, Индии, стран Юго-Восточной Азии и Центральной Аме-

рики. Так, первые энергоблоки на СКП пара, сооруженные в Китае в первое десятилетие их осво-

ения, то есть в 1992-2002 гг., проектировались на давление пара 240-242 бар и температуры 540-

566 °С. Аналогично первая серия южнокорейских энергоблоков 500 МВт проектировалась на па-

раметры пара 249 бар, 538/538 °С, и первый блок на СКП пара, сооруженный фирмой Hitachi в 

Канаде (блок Genesee 3 мощностью 495 МВт, введен в эксплуатацию в 2005 г.), также спроекти-

рован на умеренные параметры пара – 251 бар, 570/568 °С, притом, что фирма Hitachi к тому 

времени уже имела достаточно обширный опыт проектирования и освоения энергоблоков с тем-

пературами пара 600/610 °С.  
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По мере накопления опыта эксплуатации блоков на СКП пара происходит повышение уровня 

температур пара для новых вводимых блоков. Различие состоит лишь в степени консервативно-

сти в реализации этого процесса – длительности этапа накопления опыта и скорости темпов по-

вышения температур пара. Так, в Южной Корее после ввода серии энергоблоков на СКП пара 

500 МВт с параметрами пара 249 бар, 538/538 °С последовало повышение температур пара до 

566/566 °С, а затем до 566/593 °С (блоки мощностью 500 МВт и 800 МВт). Аналогично в Китае 

за серией блоков с температурами пара 540 °С последовали блоки с температурами пара 566/566 

°С и затем – 600/600 °С. По данным Международного энергетического агентства на 2014 г. сово-

купная установленная мощность энергоблоков на ССКП пара составила 208 ГВт. В таблице 1.4 

приведены основные технические характеристики наиболее экономичных высокотемпературных 

энергоблоков [34]. 

 

Таблица 1.4 – Основные технические характеристики наиболее экономичных угольных высоко-

температурных энергоблоков  

№ 
энерго-
блока 

п/п 

Страна и элек-
тростанция 

Год 
ввода в 

эксплуа-
тацию 

Топливо 

Температура 
свежего пара 
и пара проме-
жуточных пе-

регревов 
t0/tп.п1/tп.п2, °С 

Началь-
ное 

давле-
ние, 
МПа 

Темпера-
тура 
пита-

тельной 
воды, °С 

Электри-
ческая 
мощ-
ность, 
МВт 

Давление 
в конден-

саторе, 
кПа 

КПД энер-
гоблока 
нетто, % 

1 США, Эд-
дистоун-1 1954 уголь 648/565/565 35,9 − 325 − − 

2 США, Авон-8 1955 уголь 594/564 25,5 − 215 − − 

3 США, 
Дреклоу-12 1960 уголь 594/568 24,7 − 375 − − 

4 США, Фило-6 1965 уголь 621/566/538 32,3 − 125 − − 

5 Россия, Кашир-
ская ГРЭС, 1966 уголь 650/565 29,4 − 100 − − 

6 Япония, 
Вакамацу 1968 уголь 593/593/593 31,0 − 50 − − 

7, 8 
Дания, 
Струдструп 3 и 
4 Япония 

1984-
1985 уголь 540/540 25,0 261 350 2,1 41-42 

9 Япония, 
Матсура 1 1990 уголь 540/540 25,0 − 1000 − − 

10 Дания,  
Финсваеркерт 7 1991 уголь 540/540 25,4 279 350  44,5 

11 Дания, Фунен 7 1991 уголь 540/540 25,0 280 350 2,7 43,5 

12 Япония,  
Хекинен 2 1992 уголь 538/566 25,0  700 − − 

13 Германия, 
Шгаудингер 5 1992 уголь 545/562 26,2 270 550 3,8 43 

14 Дания,  
Эсбьерг 3 1992 уголь 562/560 25,0 275 350 2,3 45,3 

15 Дания, 
Фесткрафт 3 1992 уголь 558/560 24,6 275 417 2,3 45,3 

16 Япония, 
Хекинен 3 1993 уголь 538/565 24,1 − 700 4,5 − 

17 Нидерланды, 
Хемвег 8 1994 уголь 535/563 25,0 292 680 3,4 44,1 
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Продолжение таблицы 1.4 

18 Германия, 
Любек 1995 уголь 580/560 27,5 − 400 − 45,7 

19 Германия, 
Росток 1995 уголь 545/562 25,0 270 509 (550) 3,4 42,5 

20 Германия, 
Боксберг 4 1997 уголь 545/560 25,0 300 800 4,6 40,8 

21 Германия, 
Шварце-Пумпе 1997 уголь 547/565 25,2 270 740 3,4 40 

22, 23 Дания, Скербек 
1 и 2 (Конвой) 1997 газ 582/580/580 29,5 298 395 2,3 47 

24 Дания, Альборг 1997 уголь 580/580/600 28,5 300 400 2,35 49 

25 Япония, 
Матсура 2 1998 уголь 593/593/593 25,6 − 1000 − 45 

26 
Дания, Нор-
джилланд 
(Конвой) 

1998 уголь 582/580/580 29,5 − 385 − 49 

27 Германия, 
Гесслер 1998 уголь 580/600 27,5 301 740 3,6 45,4 

28 Германия, 
Липпендорф 1999 уголь 554/580 26,7 271 934 3,8 42,8 

29 Германия, 
Боксберг 2 

 уголь 541/560 24,3 270 808 4,2 41,25 

30 Германия, 
Франкен 2 

 уголь 570/590 22,3 275 601 3,3 − 

31 Германия, 
Бексбах 2 

 уголь 575/595/− 25,0 290 750 − 46,3 

32 Дания проект уголь 580/600/− 28,5 310 375 2,8 − 

33 США 2000 
проект уголь 593/593/593 31,0 318 400 − 41,2 

34 США про-
екты уголь 593/593/593 30,9 304 700 6,5  

35  EPRI уголь 593/593/593 32,6 321 360 8,5 41,94 

36  после 
2005 г. уголь 610/610/630 32,5 340 − − − 

37 Япония, 
Нохира 2 − − 566/593 24,1 − 600 − − 

38 Япония, проект − 566/593 24,6 − 1000 − − 

39 Германия, 
Боксберг 2000 лигнит 545/581 26,6 − 907 − 42,7 

40 Германия, 
WEAG, Проект лигнит 600/620 30,0 − − − 49,4 

41 Дания, Амагер 1989  545/545 24,5 275 250 3,7 42 
42 Дания, Аведоре 1990 газ 545/545 24,5 275 250 3,7 42 

43 Бухта  
Татибана 1 2000 − 566/593 24,1 − 700 − − 

44 Бухта  
Татибана 2 2001 − 600/610 25,0 − 1050 − − 

45 Рэйхоку 1 1995 − 566/566 24,1 − 700 − − 
46 Рэйхоку 2 2001 − 593/593 24,1 − 700 − − 
47 Хариномати 1 1997 − 566/593 24,5 − 1000 − − 
48 Хариномати 2 1998 − 600/600 24,5 − 1000 − − 

49 Япония, Нанао-
Оота 2 1998 − 600/600 24,5 − 740 − − 

50 Япония, 
Цуруга 2 2000 − 593/593 24,1 − 700 − − 

51 Япония,  
Тачибанаван − − 600/610 25,0 − 1050 − 44 

52 Япония,  
Харамачи − − 570/595 25,4 − 1000 −  
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53 Япония, Изого − − 600/610 25,0 − 600 −  
54 Япония, Карита − − 566/593 24,6 − 360 − 44 

 

Повышение КПД угольных электростанций в будущем также планируется осуществлять за 

счет увеличения начальных давления и температуры пара. Следующим уровнем технологии про-

изводства электроэнергии на угольных ТЭС являются электростанции с ультрасверхкритиче-

скими параметрами пара. Давление и температура пара на таких ТЭС должна достигать значений 

32-35 МПа и 700-760 °С соответственно. Дополнительный рост параметров свежего пара, приво-

дит, как известно, к повышению термодинамической эффективности тепловой схемы и повышает 

экономичность энергоблока в целом. Согласно оценкам специалистов, переход от ССКП к УСКП 

пара позволит в среднем повысить КПД энергоблока брутто на 2-2,5 % [35, 36]. Оценка основных 

энергетических показателей энергоблоков с различными комбинациями начальных параметров 

пара представлена в таблице 1.5 [34]. 

 

Таблица 1.5 – Оценка энергетических показателей ТЭС с различным уровнем параметров све-

жего и перегретого пара 

 
 
 
 

Параметры 

Тип станции / топливо / паровой цикл / параметры пара 
уголь уголь уголь уголь 

докрити-
ческий 

сверхкрити-
ческий 

суперсверх- 
критический 

ультрасверх-
критический 

(AD700) 
180 бар 
540 °C 
540 °C 

250 бар 
560 °C 
560 °C 

300 бар 
600 °C 
620 °C 

350 бар 
700 °C 
700 °C 

Номинальная мощность, МВт 500 500 500 500 
Собственные нужды, МВт 42 42 44 43 
Мощность на выходе, МВт 458 458 456 457 
Номинальный КПД брутто, % 43,9 45,9 47,6 49,9 
КПД нетто, % 40,2 42,0 43,4 45,6 
Эмиссии углерода, т/ч 381 364 352 335 
Удельные эмиссии, т/МВт·ч 0,83 0,80 0,77 0,73 

 

В силу отсутствия экономически доступных материалов, способных выдерживать большую 

нагрузку (давление 32-35 МПа) в условиях высоких температур (700-760 °С), на сегодняшний 

день в мире не существует электростанций на УСКП пара. Однако в США, ЕС, Японии, Китае и 

России ведутся активные работы по созданию научно-технического задела, необходимого для 

введения в промышленную эксплуатацию ТЭС на УСКП пара. В рамках научно-исследователь-

ских проектов производится оценка возможности применения существующих технических ре-
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шений в новом высокотемпературном энергетическом оборудовании, а также разработка и экс-

периментальные исследования новых конструкций и компоновочных решений. Целевые значе-

ния основных технических характеристик высокотемпературного энергоблока-прототипа в соот-

ветствии с исследовательскими проектами различных стран представлены в таблице 1.6 [37]. 

 

Таблица 1.6 – Перечень проектов по разработке технологий энергоблока на УСКП пара 

Страна Название проекта 

Начальная температура 
пара / температура 

после промперегрева, 
t0, °С 

Начальное 
давление, 
P0, МПа 

КПД, % 
Установленная 

мощность, 
МВт 

ЕС NextGenPower, 
COMTES 700 700/720 35-39 > 50 400-1000 

США 
Advanced Ultra 
Supercritical Power 
Plant 

760 35 45-47 400-1000 

Япония 
A-USC Technol-
ogy Development 
Project 

700/720 35-39 46-48 400-1000 

Китай 

National 700 °С 
USC Coal-Fired 
Power Generation 
Technology Inno-
vation Consortium 

700/720 35 > 50 – 

Россия 

Создание и освое-
ние угольных 
энергоблоков на 
УСКП 

700/720 35 51-53 – 

 

Существующая разница в целевых значениях начальных параметров пара, приведенных в 

таблице 1.6, объясняется различиями в подходах к проектированию энергетического оборудова-

ния и опыте, накопленном научными школами стран-лидеров в сфере энергетического машино-

строения. 

Исследования, направленные на создание новых сталей и сплавов, способных выдерживать 

давление 37,5-38 МПа при температурах 700-730 °С, выполняются в рамках двух крупных про-

грамм: U.S. Program on Materials Technology for Ultrasupercritical Coal-Fired Boilers [38], выпол-

няемой EPRI, и AD 700, осуществляемой в ЕС [39]. 

Конечным результатом выполнения данных программ должны стать химические составы и 

технологии изготовления новых аустенитных марок сталей с высокой долей содержания никеля 

для каждого узла или детали энергетического оборудования, работающей в условиях больших 

нагрузок и высоких температур.  
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Стоит отметить, что существующие марки сталей и сплавы, в основном используемые в га-

зотурбостроении, позволяют создать паротурбинный энергоблок на ультрасверхкритические па-

раметры пара и обеспечить функционирование основного энергетического оборудования в усло-

виях высоких температур и нагрузок. Но эксплуатационные характеристики такого энергоблока 

будут невысоки, поскольку отечественные аустенитные марки стали, содержащие большое ко-

личество никеля, такие как ХН35ВТЮ, ХН77ТЮР, ХН62МВКЮ и 12Н8Г8МФБ, рассчитаны на 

использование в энергетическом оборудовании (газотурбинных установках) с более низким ре-

сурсом, составляющим 100000-120000 часов, по сравнению с паровыми турбинами, где этот по-

казатель должен быть не ниже 200000 часов [40]. Также отсутствуют данные результатов испы-

таний на длительную прочность (200000 ч.) в условиях высоких температур (700-800 °С), и экс-

периментально не изучен процесс развития ползучести в данных марках сталей. Однако несмотря 

на существующий дефицит данных, оценка масс деталей перспективного энергетического обо-

рудования на УСКП пара может быть произведена за счет использования коэффициентов запаса 

прочности. 

Сравнение высокотемпературной паротурбинной технологии с ПГУ с ВЦГУ показывает, что 

уже при параметрах пара 30 МПа / 600 °С / 620 °С классические (паротурбинные) ТЭС имеют 

значение КПД нетто, сопоставимое со средней эффективностью бинарного цикла, функциониру-

ющего на угольном топливе. При этом по имеющимся экономическим оценкам удельные капи-

тальные вложения в создание высокотемпературных энергоблоков на ССКП пара (без системы 

улавливания и захоронения СО2) составляют 1900-2200 $/кВт [38], что, как и отмечалось ранее, 

примерно в 2-2,1 раза ниже, чем у альтернативной технологии. При этом стоит учитывать, что 

ПТУ проектируют на ресурс работы 200000-250000 часов, что значительно больше, чем анало-

гичный показатель у ГТУ, где он редко превышает 120000 часов. Указанное обстоятельство под-

тверждает целесообразность развития угольной генерации в направлении совершенствования па-

ротурбинной технологии путем повышения начальных параметров пара. 

Однако дальнейшее повышение эффективности паротурбинных энергоблоков, осуществля-

емое за счет роста начальных параметров пара, требует разработки новых жаропрочных и жаро-

стойких сталей, способных выдерживать значительные статические и динамические нагрузки в 

условиях работы в высокотемпературной (700-760 °С) паровой и газовой среде и характеризую-

щихся экономической доступностью. Увеличение доли высоколегированных жаропрочных ста-

лей в структуре металлозатрат существенно увеличивает стоимость энергоблока. На данный мо-

мент в научной литературе приведено множество оценок удельных капитальных вложений на 

строительство ТЭС на УСКП пара, которые колеблются в интервале значений 2200-3100 $/кВт 

[37, 42, 43]. Большой разброс значений и низкая достоверность представленных данных не поз-

воляет провести оценку экономической целесообразности строительства высокотемпературных 
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энергоблоков на УСКП пара, что обуславливает необходимость разработки моделей, позволяю-

щих на основе детального анализа конструкций энергетического оборудования сформировать 

оценки стоимости создания основного энергетического оборудования и энергоблока в целом. 

Переход к ультрасверхкритическим параметрам пара актуализирует пересмотр конструкций 

основного энергетического оборудования в целях обеспечения необходимого уровня надежности 

и эксплуатационного ресурса, а также в целях снижения расхода дорогостоящих жаропрочных 

сталей, что является существенным фактором снижения стоимости высокотемпературных тех-

нологий и повышения их конкурентоспособности. 

Обстоятельный анализ характеристик существующих марок сталей и сплавов представлен в 

следующем разделе настоящей диссертации. 

 

1.3 Анализ сталей и сплавов, используемых для создания высокотемпературного                  

энергетического оборудования 

 

Основными расчетными критериями, определяющими выбор материала для котельного и 

турбинного оборудования, предназначенного для работы при повышенных температурах, в со-

ответствии с действующей на территории России отраслевой нормативной документацией (в т.ч. 

ПБ 10-573-03 и ПБ 10-574-03) являются уровень длительной прочности и предел ползучести (на 

1 % деформации) за ресурс 100000 и 200000 часов при рабочих температурах. 

При этом материал должен обладать высокой пластичностью и вязкостью, удовлетворитель-

ной коррозионной стойкостью в пароводяной среде и среде продуктов сгорания топлива (для 

поверхностей нагрева), высокой технологичностью в условиях металлургического и машино-

строительного производств (при выплавке, ковке, горячей деформации, сварке и термообра-

ботке). 

Для толстостенных элементов оборудования (коллекторов, паропроводов, роторов турбин и 

т.п.) также важен необходимый уровень вязкости основного металла и сварных соединений для 

предотвращения опасности хрупких разрушений в условиях пусков оборудования и проведения 

гидроиспытаний. 

В отдельных случаях необходимо учитывать специфические условия работы материалов, вы-

зывающие потребность в расширении требований оценки соответствующих свойств как стали, 

так и ее сварных соединений: при циклических нагрузках – оценку циклической прочности, при 

активном воздействии среды – оценку коррозионно-механической прочности и др. 

Целенаправленные работы по созданию жаропрочных материалов для котельного, паропро-

водного и турбинного оборудования ведутся за рубежом (в США, Европе, Японии, Китае, Индии 
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и Корее) [44, 45, 46, 47, 48, 49] в рамках реализации государственных целевых программ, направ-

ленных на разработку технических и технологических решений для создания блоков УСКП. Ито-

гом данных мероприятий должно стать создание к 2020 г. демонстрационных блоков с рабочими 

параметрами пара в интервале температур от 700 до 760 °С и давлений от 32 до 35 МПа, КПД не 

менее 48-49 % и высокими экологическими показателями [50]. 

В реализацию указанных программ вовлечены ведущие научно-исследовательские, проект-

ные, металлургические и энергомашиностроительные компании мира, среди которых можно вы-

делить Alstom Power (США, Франция), Siemens (Германия, Франция), EPRI (Исследовательский 

институт электроэнергетики, США), IEA (Международное агентство по энергетике, Великобри-

тания), Vallourec (Германия, Франция), CSM (Центр исследования материалов, Италия), Babcock 

& Wilcox (США), Foster Wheeler (Швейцария), Riley Power (США), Oak Ridge National Lab (Наци-

ональная лаборатория Оак Ридж, США), BOHLER Edelstahl GmbH & Co KG (Германия) и друге. 

 

Анализ сталей и сплавов, используемых для создания высокотемпературных котельных аг-

регатов. 

Рассматривая стали и сплавы, используемые в энергомашиностроении, в первую очередь 

стоит разделить их на две группы по принципу применяемости либо в котлостроении, либо в 

турбостроении. Различное теплотехническое назначение оборудования определяет условия его 

эксплуатации и, следовательно, материалы, из которых оно изготовлено.  

Так, котельный агрегат – теплотехническое устройство, в котором осуществляется сжигание 

углеводородного топлива и передача посредством теплообмена теплоты от продуктов сгорания 

рабочей среде теплового цикла, не имеет подвижных частей, динамические нагрузки в поверх-

ностях нагрева невелики. Однако в котельном агрегате происходят процессы горения разнооб-

разных топлив, сопровождающиеся образованием большого числа химических соединений, а 

также образованием твердых частиц. В совокупности с имеющейся в газовом тракте котла нерав-

номерностью температурных полей взаимодействие металла поверхностей нагрева котла с пол-

ными, неполными оксидами и минеральными веществами, содержащимися в топливе, приводит 

к возникновению коррозии и эрозии металла, что с течением времени разрушает стенки труб и 

увеличивает эксплуатационные затраты на ремонт.  

Ключевым физическим свойством сталей, используемых при создании энергетического обо-

рудования на повышенные параметры пара, является жаропрочность и жаростойкость. Жаро-

прочность – способность материала выдерживать механические нагрузки без существенной де-

формации и разрушения при повышенных температурах. Жаростойкость (окалиностойкость) – 

способность металла противостоять химическому разрушению поверхности под воздействием 

окислительной среды при высоких температурах. Необходимые физико-химические свойства 
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стали могут быть получены путем формирования различных структур кристаллической решетки 

стали (феррит, перлит, мартенсит, аустенит) и добавления легирующих добавок. В зависимости 

от полученной кристаллической решетки, состава легирующих элементов и технологии изготов-

ления стали достаточно сильно меняются физические свойства стали, такие как: долговременная 

прочность, предел ползучести, жаропрочность, жаростойкость, свариваемость и прочие. 

В котельных установках применяют стали и сплавы с разнообразной кристаллической струк-

турой, содержащие в себе разнообразные легирующие добавки, призванные повысить эксплуа-

тационные свойства агрегата. При переходе к высокотемпературным энергоблокам все реже при-

меняют стали, имеющие чисто ферритную кристаллическую решетку, что является следствием 

их низкой прочности и теплостойкости. Такие стали не способны длительное время (более 

100000 часов) работать при температурах более 440 °С и в условиях ползучести. Для создания 

поверхностей нагрева, работающих в зоне температур до 580 °С и в условиях высокого давления, 

применяются стали перлитного класса. Разнообразные марки перлитной стали содержат в себе 

4-5 % легирующих добавок, среди которых основными являются молибден, хром, кремний, алю-

миний. Использование молибдена в качестве легирующей добавки повышает длительную проч-

ность и сопротивление ползучести. Хром, кремний и алюминий повышают окалиностойкость 

стали за счет образования на поверхности металла защитных оксидных пленок Cr2O3, SiO2, Al2O3, 

изолирующих основной металл от контакта с агрессивной газовой средой. Стали перлитного 

класса нельзя отнести к группе жаропрочных сталей, поскольку, несмотря на имеющуюся спо-

собность сопротивляться окалинообразованию и коррозийному разрушению, данный класс ста-

лей уступает по предельной температуре эксплуатации аустенитным сталям. В связи с этим стали 

перлитного класса относятся к теплостойким [51]. 

Сегодня широкое применение получили низколегированные стали перлитного класса 15ХМ, 

12МХ, 12Х1МФ и 15Х1МФ. Обычно из таких сталей изготавливают коллекторы и трубы паро-

перегревателей, а также трубы экранов верхней радиационной части (ВРЧ) котлов на СКП пара. 

Повышение температуры и давления пара, диктуемое желанием повысить электрический 

КПД энергоблока, обусловило необходимость разработки новых сталей и сплавов, которые спо-

собны обеспечивать нормальную работу котельной установки при температурах до 700-720 °С. 

Изготовить сталь с требуемыми свойствами по сопротивлению высокотемпературной коррозии, 

способной не разрушаться и не деформироваться в ходе длительной эксплуатации, на сегодняш-

ний день возможно благодаря использованию аустенитной структурной основы и внедрению 

большого количества легирующих добавок. Стали, способные нести нагрузку при температурах 

600 °С и выше, как правило, являются высоколегированными и имеют аустенитную кристалли-

ческую структуру. 
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В аустенитных сталях основными легирующими добавками являются хром и никель. Массо-

вая доля последнего в составе стали может достигать 60-70 %. Основное назначение никеля как 

легирующей добавки состоит в повышении способности к образованию аустенитной структуры, 

хром, в свою очередь, обеспечивает высокую коррозионную стойкость. Важным параметром аут-

снеитной стали, влияющим на чистоту аустенитной структуры, является соотношение между 

массовой долей никеля и хрома. С увеличением значения соотношения растет аустенитная со-

ставляющая микроструктуры стали. В состав стали также включают титан и ниобий, являющихся 

элементами-стабилизаторами, предотвращающих внутрикристаллическую коррозию – одну из 

причин возникновения трещин. Большая доля легирующих добавок, в особенности никеля, де-

лает аустенитные стали крайне дорогими. По сравнению со сталями ферритного класса стои-

мость аустенитных больше в несколько десятков раз. Именно это обстоятельство делает энерго-

блоки на ССКП и УСКП пара крайне дорогими объектами генерации. На рисунке 1.16 представ-

лен график изменения цен на марки сталей, используемых в энергетическом машиностроении, с 

повышением температуры свежего пара, составленный на основе данных компаний ООО «Сталь-

маш», ООО «Дилмет», ООО «Челябснабметалл», «УралМеталлЭнерго», ООО «Металлотрейд», 

ООО «Первая стальная Урала» [52, 53, 54, 55]. 

Наиболее распространены в котлостроении аустенитными марками стали являются 

12Х18Н9Т, 08Х16Н9М2, 09Х14Н19В2БР. Из аустенитных сталей изготавливают трубы и коллек-

торы пароперегревателей, экранов и других элементов котла, работающих при высоких темпера-

турах.  

 
Рисунок 1.16 – Изменение средней цены на различные марки стали при повышении начальных 

параметров пара 

 

Основных недостатков у аустенитных сталей два – высокая цена и склонность к образованию 

трещин при одновременном воздействии нагрузки и коррозионной среды. Для устранения дан-
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ных недостатков была разработана безникелевая сталь с мартенситной или мартенситно-феррит-

ной микроструктурой. Наличие в составе стали 11-13 % хрома, молибдена, вольфрама и ванадия 

позволяет обеспечить удовлетворительную жаропрочность и жаростойкость. Предельная темпе-

ратура для таких сталей составляет 600-650 °С [56]. Отсутствие высокой склонности к трещино-

образованию и относительно невысокая цена делают данный класс стали очень привлекательным 

для использования в котлах на ССКП пара.  

Как говорилось ранее, повышение параметров пара влечет за собой увеличение доли дорогих 

высоколегированных сталей, что приводит к значительному росту стоимости основного энерге-

тического оборудования. Для иллюстрации данной закономерности на рисунке 1.17 [35] приве-

дена оценка изменения структуры металла поверхностей нагрева котла с ростом начальных па-

раметров пара. 

 

 
Рисунок 1.17 – Оценка изменения структуры металла поверхностей нагрева котла с ростом 

начальных параметров пара 

В абсолютных величинах стоимость трубы из жаропрочного никелевого сплава находится на 

уровне 55-110 долл. США/кг [56]. Детали, изготовленные из этих сплавов для работы при харак-

терных для УСКП температурах и давлениях, получаются толстостенными, а значит тяжелыми 

и дорогими. Показательной является оценка стоимости металла паропроводов свежего пара, тем-

пература которого достигает 700-760 °С. Надежная транспортировка пара от котла к турбине мо-

жет быть обеспечена только за счет изготовления паропровода целиком из дорогостоящей стали 

на никелевой основе. Поэтому изменение суммы затрат на изготовление паропровода острого 

пара наиболее явно демонстрирует рост затрат на изготовление частей энергетического оборудо-

вания, работающих в условиях высоких температур и характеризует изменение стоимости всего 

энергетического оборудования, вызванное повышением основных термодинамических парамет-

ров тепловой схемы ТЭС. На рисунке 1.18 представлена диаграмма, отражающая зависимость 

изменения стоимости паропровода свежего пара от температуры пара для разных марок сталей. 
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Рисунок 1.18 – Изменение стоимости паропровода свежего пара от температуры пара             

для разных марок сталей 

 

Оптимизация стоимостных параметров высокотемпературных энергоблоков состоит в том 

числе в выборе материала для изготовления деталей конструкций энергетического оборудования. 

Выбор металла может оказывать влияние на весовые и стоимостные характеристики деталей и 

узлов энергетического оборудования влияние с трех сторон: 

– увеличение температуры пара приводит к необходимости применения более качественных 

высоколегированных сталей, цена которых в соответствии с рисунком 1.16 может быть значи-

тельно выше. Цена на аустенитную сталь на никелевой основе и углеродистую сталь может от-

личаться в 38-42 раза [57]. 

– переход на другую марку стали при повышении температуры пара сопровождается изме-

нением предела длительной прочности, значение которого у жаропрочных сталей с большим со-

держанием никеля при той же температуре может оказаться выше, чем у более дешевых матери-

алов. На рисунке 1.19 представлено изменение предела длительной прочности сталей различных 

классов при повышении температуры пара. 
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Рисунок 1.19 – Изменение предела длительной прочности сталей различных классов                

при повышении рабочей температуры 

 

– плотность аустенитных сталей с большим содержанием никеля выше, чем сталей мартен-

ситного и перлитного класса. Так, у сплава ХН70ВМЮТ (содержание никеля – около 70 %) плот-

ность равна 8600 кг/м3, в то время как у среднелегированных сталей мартенситного класса таких, 

как 25Х1М1Ф или 15Х1М1Ф (содержание никеля – 0,25 %) составляет 7800-7850 кг/м3 [58]. 

Совместное изменение перечисленных трех факторов во многом определяет изменение сто-

имостных характеристик высокотемпературных энергоблоков. В рамках настоящего исследова-

ния была выполнена задача по системному анализу характера влияния данных трех факторов на 

стоимость основного энергетического оборудования. 

К настоящему моменту различными энергомашиностроительными фирмами были предло-

жены эскизы конструкций новых энергетических котлов на ультрасверхкритические параметры 

пара. Компанией Alstom Power была предложена схема использования сталей различных классов 

для изготовления поверхностей нагрева котельного агрегата П-образной компоновки на пара-

метры пара 35 МПа / 730 °С / 760 °С. Эскиз конструктивного облика котельного агрегата пред-

ставлен на рисунке 1.20. 
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Econ – экономайзер; RH – пароперегревательные поверхности; SH – испарительные                

поверхности 

Рисунок 1.20 – Эскиз конструктивного облика котельного агрегата на УСКП пара                   

компании Alstom Power 

 

Среди материалов, которые потенциально могут быть использованы для создания новых 

энергетических котлов на УСКП пара в части изготовления высокотемпературных поверхностей 

нагрева (отмечены красным на рисунке 1.20) выделяют следующие сплавы: Inconel 617, Inconel 

740H, HCM 12, HR 120, HR6W [58]. Максимальная рабочая температура данных материалов 

должна составлять 760 °С. Разработка химических составов и технологий изготовления сплавов 

ведется в рамках международных научно-исследовательских программ AD 700, COMTES 700, 

MARCKO 700, активное участие в которых принимают ведущие энергомашиностроительные 

фирмы.  

На текущий момент данные программы находятся в стадии проведения натурных испытаний 

на экспериментальных ТЭС. Так, на тепловой электрической станции Amager были установлены 

опытные панели из сплава 617 и стали НСМ 12 (рисунок 1.21). Обе панели, представляющие 
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собой оребренные змеевики, располагаются в верхней части на фронтовой стене топочной ка-

меры. В Дании (ТЭС Esbjerg) была изготовлена испытательная панель из змеевиков, рассчитан-

ных на температуру 720 °С [58]. В рамках проекта MARCKO DE2 в г. Штутгарте специалистами 

Alstom Power были проведены работы по сварке трубопровода с большой толщиной стенки из 

сплава 617. 

 

 
Рисунок 1.21 – Опытная панель из стали 617 (сверху) и стали HCM 12 (снизу) 

 

Анализ результатов выполнения научных программ позволяет сделать следующие выводы 

по выбору конструкционных материалов для блока мощностью 400 МВт: 

– при параметрах пара 25 МПа / 540 / 560 °С все поверхности нагрева могут быть выполнены 

из ферритных и перлитных сталей; 

– при параметрах 28 МПа / 600 / 620 °С соотношение между ферритными/перлитными/мар-

тенситными и аустенитными сталями должно составлять 80 и 20 % соответственно; 

– при параметрах 36 МПа / 700 / 720 °С для котла с однократным промперегревом потребу-

ется 60 % ферритных/перлитных/мартенситных сталей, 24 % аустенитных сталей и 16 % никеле-

вых сплавов. 

 

Анализ сталей и сплавов, используемых в высокотемпературных паровых турбинах 

Паровая турбина (ПТ) состоит из множества деталей и узлов, которые при заданных началь-

ных параметрах пара и мощности, имеют разные условия эксплуатации. Конструкция паровой 

турбины подразумевает наличие неподвижных (корпус, обоймы диафрагм, диафрагмы, сопловые 
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решетки, система парораспределения и т.д.) и подвижных частей (ротор, рабочие лопатки, бан-

дажи, надбандажные уплотнения). Особенностью функционирования паровых турбин являются 

значительные динамические нагрузки, возникающие в процессе истечения пара в турбине. Век-

тор усилий, воздействующий на отдельные элементы паровых турбин, в частности на рабочие 

лопатки, с заданной периодичностью меняет угол приложения. Важным требованием, предъяв-

ляемым к элементам ПТ, испытывающим динамические нагрузки, является сопротивление мно-

гоцикловой усталости [59, 60]. 

В проточной части паровой турбины происходит процесс расширения пара, в результате ко-

торого снижается потенциальная энергия рабочей среды и падают давление и температура пара. 

По мере расширения пара в паровой турбине требования по жаропрочности и жаростойкости 

снижаются, и становится возможным применение более дешевых сталей. По процентному содер-

жанию высоколегированных сталей ключевым является цилиндр высокого давления (ЦВД), куда 

свежий пар направляется из котельной установки, и цилиндр среднего давления (ЦСД), пара-

метры пара на входе в который соответствуют параметрам пара на выходе из промежуточного 

перегрева. Именно поэтому с ростом начальных параметров пара наибольшие конструктивные 

изменения претерпевают детали этих двух частей ПТ. 

Наиболее ответственной частью паротурбинной установки являются рабочие лопатки. Сово-

купность рабочих лопаток, установленных на диск, образуют рабочую решетку, которая состоит 

из рабочих каналов, сформированных профилями рабочих лопаток. Условия эксплуатации рабо-

чих лопаток крайне тяжелые. В ходе процесса истечения пара в проточной части на лопатку ока-

зывает воздействие три вида сил. Во-первых, окружная сила, создающая полезный крутящий мо-

мент на валу турбины, изгибает лопатку в плоскости диска. Во-вторых, разница давлений пара 

до и после рабочей решетки создает изгибающую распределенную нагрузку в направлении оси 

турбины. В ЦВД и ЦСД эта составляющая нагрузки на рабочие лопатки является определяющей. 

В-третьих, высокая частота вращения ротора турбины создает напряжения растяжения, стремя-

щиеся вырвать лопатку из диска. Значительные центробежные силы являются фактором, ограни-

чивающим высоту последней лопатки цилиндра низкого давления (ЦНД) и мощность паровой 

турбины в целом. 

Тяжелые условия работы в совокупности с высокими температурами пара исключают при-

менение в качестве материала рабочей лопатки углеродистой стали ферритного класса. Наиболее 

распространенными для ПТ на СКП пара являются стали 12Х13, 20Х13 для температур 450-500 

°С и 15Х11МФ для лопаток, работающих при более высоких температурах. Состав данных ста-

лей отличается большим содержанием хрома 12-14 %, что обеспечивает высокую коррозионную 
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стойкость. Важным свойством сталей данных марок является высокая демпфирующая способ-

ность. При температурах пара 600 °С и выше могут быть применены аустенитные стали 

09Х14Н19В2БР1, 20Х23Н18, 08Х15Н24В4ТР с содержанием никеля 18-25 % [61]. 

Другим ответственным элементом паровых турбин является валопровод. Поскольку рабочие 

лопатки жестко закреплены на дисках ротора и представляют единую конструкцию, то крутящие 

моменты, возникающие в отдельных рабочих лопатках, суммируются и передаются на ротор, к 

которому подключен генератор. Частота вращения ротора турбины и вала электрогенератора в 

нормальных условиях одинакова и составляет 3000 об/мин, однако в аварийной ситуации, в слу-

чае, например, возникновения короткого замыкания в генераторе, крутящий момент может воз-

расти в 4-6 раз, что создаст колоссальные нагрузки скручивания.  

Поскольку вал турбины вращается с высокой частотой, а масса дисков и рабочих лопаток, 

жестко сцепленных с валом, велика, то на него действуют значительные центробежные нагрузки. 

Значительные механические нагрузки в совокупности с высокими температурами пара опреде-

ляют высокие требования к сталям, из которых изготавливают роторы турбин. Свойства сталей 

не должны допускать возникновения в ходе эксплуатации трещин длительной прочности, а также 

не допускается увеличение радиальных размеров вала. Таким образом, для изготовления роторов 

турбин используются высокопрочные стали, легированные хромом, молибденом, ванадием, ни-

келем. Для выпуска освоенных промышленностью турбоустановок на СКП пара при изготовле-

нии роторов применяют сталь Р2МА, обладающую высокой сопротивляемостью ползучести. Для 

насадных дисков сборных роторов применяют сталь 34ХН3М, имеющую в составе 3-3,5 % ни-

келя для получения более качественной однородной микроструктуры. Более дешевым аналогом 

данной стали является сталь 35Х1Н2Ф. 

Неподвижной частью паровой турбины является статор. Статор включает в себя неподвиж-

ные детали цилиндров: внутренний и внешний корпусы, обоймы диафрагм, диафрагмы, сег-

менты концевых уплотнений, корпусы подшипников. 

Основная нагрузка, которую несет статор турбины – разница между давлением пара и атмо-

сферным давлением. Такая нагрузка по своему характеру является статической. Среди требова-

ний к материалам статора особо стоит выделить жаропрочность, высокую сопротивляемость пол-

зучести и жесткость. В полной мере данным требованиям отвечает высоколегированная сталь 

мартенситно-ферритного класса 15Х1М1ФЛ, применяемая при изготовлении внутренних корпу-

сов и 20ХМФЛ или 20ХМЛ – для производства внешних корпусов ЦВД и ЦСД, где имеют место 

наиболее высокие давление и температура пара.  

Особое внимание уделяют материалам крепежных элементов (шпилек, болтов и гаек). Кри-

тически важным свойством, которым должен обладать крепеж паровых турбин, является низкая 

склонность к трещинообразованию, высокая сопротивляемость ползучести и жаропрочность. 
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Для крепежей, действующих в условиях температур 510-535 °С, наиболее часто применяют сталь 

25Х2МФ или 25Х1МФ. 

Для создания паровых турбин, работающих в составе энергоблоков на ССКП пара (30 МПа / 

620 °С) требуются улучшенные жаропрочные стали с содержанием хрома 9-12 %. В отличие от 

стандартных 12 % хромистых сталей, улучшенные стали легируются дополнительно ниобием и 

вольфрамом, в них уменьшается в 2 раза содержание углерода и молибдена. Такие стали разра-

ботаны в Японии и в рамках европейской программы COST как для поковок роторов, так и для 

литых элементов арматуры. 

Наибольших успехов в разработке новых жаропрочных материалов достигли фирмы Японии 

и европейские фирмы в рамках программы COST, специально осуществленной для разработки 

жаропрочных материалов для энергоблоков ССКП. 

На рисунке 1.22 представлены данные по длительной прочности роторных сталей. На гра-

фике показано значение длительной прочности, полученное специалистами Центрального кот-

лотурбинного института (ЦКТИ) и Ленинградского металлического завода (ЛМЗ) в результате 

испытаний турбинных роторов после их длительной эксплуатации (точка 1). Видно, что отече-

ственная хромомолибденованадиевая сталь Р2МА имеет практически такие же характеристики, 

как и японская сталь 1 % Cr-Mo-V. Экстраполяция кривой для этой стали на повышенные темпе-

ратуры показывает, что при реальных напряжениях в роторах в 70-80 МПа предельная темпера-

тура для нее составляет 575 °С. По существу, это означает, что хорошо освоенная отечественная 

роторная сталь Р2МА не хуже японской и может применяться до 575 °С [61]. 

 

 
Рисунок 1.22 – Сравнение длительной прочности японских роторный сталей с отечественными 

 

Улучшенная высокохромистая сталь TOS107, разработанная в 1982 г. с добавлением 1 % 

вольфрама, предназначена для роторов турбин с начальной температурой 593 °С. К настоящему 
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времени из нее изготовлены роторы для цилиндров турбин мощностью до 700 и 1000 МВт. Новая 

сталь TOS110 предназначена для турбин с начальной температурой 630 °С. Из нее сначала были 

изготовлены поковки массой 20 т с наружным диаметром 1060 мм, из которых были взяты об-

разцы и получены характеристики, приведенные на рисунке 1.22. Отечественная сталь ЭИ756 с 

содержанием хрома 10,5-12,5 % имеет длительную прочность (точка 2) на уровне длительной 

прочности японской стали TOS107, однако она содержит больше примесей, что неудивительно, 

поскольку она разрабатывалась еще в 1950-е гг., когда технология получения слитков и поковок 

существенно отличалась от современной. Это означает, что улучшенная сталь потребует доводки 

для обеспечения необходимого сопротивления охрупчиванию, скорости распространения тре-

щин и вязкости разрушения. Для решения этой проблемы в России существует база для получе-

ния современных материалов для паровых турбин и котлов нового поколения (лаборатории в 

ЦКТИ, ЦНИИТМАШ, ВТИ и в других организациях). После улучшения сталей и дополнитель-

ных исследований на больших базах по времени, исследований малоцикловой усталости, сопро-

тивления хрупкому разрушению и распространению трещин под действием статических и пере-

менных нагрузок может быть создана полноценная перспективная сталь для высокотемператур-

ных роторов. Имеются и другие стали для изготовления роторов турбин на ССКП пара. 

В качестве перспективных материалов турбинного оборудования для ротора паровой тур-

бины на УСКП пара предлагается использовать сплав Alloy 617 для высокотемпературной части 

и 9-12 % хромистые стали мартенситного класса для низкотемпературной части турбины. Для 

лопаток паровых турбин предлагаются коррозионностойкие жаропрочные сплавы Nimonic 80, 

Waspaloy, Haynes 282 и Alloy 625, в качестве материала для лопаток турбины предполагается 

применение жаропрочных мартенситных сталей. Литые детали корпусного турбинного оборудо-

вания планируется изготавливать из сплавов типа Alloy 617m (A617b, A617m, CCA617CN), 

Haynes 282 и Alloy 625. В таблице 1.7 представлен перечень потенциальных материалов, которые 

могут быть использованы для изготовления отдельных элементов паровой турбины, спроектиро-

ванной на начальную температуру пара 700-760 °С [44, 58, 59, 60]. 

В настоящее время зарубежными компаниями проводятся работы по освоению технологий 

изготовления элементов оборудования из вышеперечисленных материалов и ведется подготовка 

к проведению испытаний модельных элементов оборудования в условиях ТЭС. 

На основе проведенного анализа существующих и перспективных материалов для изготов-

ления элементов паровых турбин и энергетических котлов можно сформулировать вывод о том, 

что пока не разработана совокупность жаростойких материалов, которая позволила бы создать 

основное энергетическое оборудование на параметры пара 32-35 МПа / 700-760 °С с достаточным 

ресурсом работы и высокой степенью надежности. Разработки новых марок сталей и сплавов 
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ведутся по пути определения оптимального состава легирующих элементов и технологии изго-

товления. Существующие и перспективные жаропрочные стали и сплавы обладают высокой до-

лей содержания никеля, присутствие которого обуславливает их значительно более высокую 

цену по сравнению с классическими сталями энергомашиностроения. 

 

Таблица 1.7 – Перспективные материалы для изготовления паровой турбины, спроектированной 

на начальную температуру пара 700-760 °С 

 США Европа Япония Китай 
Год начала работ по  
программам работ 

2001 
(DOE/OCDO 
Project) 

1996 
(AD-700, 
COMTES) 

2008 
 

2010 
 

Максимальная рабочая  
температура пара, °С 

760 700/720 700 700/720 

Паропроводы Inconel 740H 
Alloy 617m 

Alloy 
617/617m 

Alloy 617 (B) 
HR35 
HR6W 

GH2984G 
CCA617CN 
G115/G112 

Ротор паровой турбины Alloy 617 
Alloy 625 

Alloy 617 FENIX-700 
LTES 
TOS1X 
Alloy 141 
USC 141 

н/д 

Лопатки паровой турбины Haynes 282 
Alloy 617 
Inconel 740  
Alloy 625 

Nimonic 80 
Waspaloy 

USC141 н/д 

Литые элементы  
корпусного оборудования 

Inconel 740 
Alloy 617 
Alloy 625 

Alloy 625 Alloy 625 
Inconel 740 
Alloy 617 

н/д 

 

Для достижения целей настоящего диссертационного исследования было принято допуще-

ние, суть которого состоит в том, что в обозримом будущем будут разработаны технологии про-

изводства новых высокотемпературных сплавов, предел длительной прочности на 200000 часов 

которых будет соответствовать пределу длительной прочности существующих никелевых спла-

вов и аустенитных сталей, работающих под нагрузкой при температуре 700-760 °С. При этом 

цена на новые марки стали, зависящая в большей мере от цены никеля, содержание которого 

велико в жаропрочных сталях и сплавах, изменится не значительно.  

Проведенный обзор показал, что, несмотря на то, что пока не созданы экономически доступ-

ные материалы, обладающие необходимыми прочностными свойствами, уже предложены мате-

риалы, способные нести нагрузку под воздействием высоких температур. Количественно опре-

делены значения пределов длительной прочности, плотность и в открытом доступе имеются дан-

ные по химическому составу жаропрочных сталей. Также показано, что цена на данные стали 

крайне велика и в обозримой перспективе вряд ли снизится. Также совершенно очевидно, что 
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изменение давления и температуры свежего пара оказывает влияние на габариты узлов энерге-

тического оборудования, что приводит к изменению массы установок и их стоимости. Помимо 

изменения массогабаритных характеристик энергетического оборудования повышение уровня 

температуры пара оказывает существенное влияние на структуру металлозатрат, что является 

важнейшим фактором удорожания в производстве основного энергетического оборудования. 

Следовательно, необходимо проанализировать существующие методы прогнозирования стоимо-

сти оборудования, обеспечивающие возможность учета изменения массогабаритных характери-

стик энергетического оборудования и структуры металлозатрат с повышением начальных пара-

метров пара. 

 

1.4 Анализ методов оценки стоимости энергетического оборудования 

 

Для оценки стоимости оборудования энергетического и общепромышленного назначения ис-

пользуются два подхода: затратный и доходный [65]. 

В теории затратного подхода в оценке стоимости машин и оборудования выделяют прямые 

и косвенные методы расчета себестоимости (рисунок 1.23). 

 

 
Рисунок 1.23 – Методы расчета себестоимости 

 

Метод прямой калькуляции состоит в последовательном сложении всех затрат, которые по-

нес производитель при проектировании и производстве оборудования. Данный метод достаточно 

сложен и требует обработки больших массивов информации, т.к. по каждой конкретной отрасли 
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необходимо знать множество норм различных экономических показателей, а также не всегда воз-

можно достоверно определить некоторые статьи калькуляции. Однако этот метод дает наиболее 

точный и достоверный результат. В практической оценке метод прямой калькуляции оценщи-

ками не применяется в силу указанных выше причин. Однако в частном случае может быть при-

менен метод трендов. 

Метод трендов позволяет определить себестоимость оцениваемого оборудования на основа-

нии имеющейся ретроспективной информации об изменении себестоимости на идентичное (ана-

логичное) оборудование с последующим приведением ее к текущему уровню (на дату оценки) 

при помощи индексов (трендов). Такое приведение может осуществляться как по отдельным ста-

тьям затрат, формирующих себестоимость, так и по себестоимости в целом.  

Метод расчета по цене однородного объекта предполагает проведение следующих этапов 

[68]:  

а) для оцениваемого объекта подбирается однородный объект, сходный с рассматриваемым, 

прежде всего по технологии изготовления, используемым материалам, конструкции. Цена на од-

нородный объект должна быть известна; 

б) определяется полная себестоимость производства однородного объекта по формуле (1.2). 

 

Сп.од =
(1−НДС)(1−Нпр−Кр)∙Цод

1−Нпр
, (1.2) 

 

где Сп.од – полная себестоимость производства однородного объекта, руб.; 

Цод – цена однородного объекта, руб.; 

НДС – ставка налога на добавленную стоимость; 

Нпр – ставка налога на прибыль; 

Кр – показатель рентабельности продукции. 

в) Рассчитывается полная себестоимость оцениваемого объекта. Для этого в себестоимость 

однородного объекта вносятся корректировки, учитывающие различия, например, в массе объ-

ектов, по формуле (1.3). 

 

СП = СП.ОД
𝐺𝐺0
𝐺𝐺од

, (1.3) 

 

где Сп – полная себестоимость производства оцениваемого объекта, руб.; 

𝐺𝐺0 – масса конструкции оцениваемого, кг; 

𝐺𝐺од – масса конструкции однородного объекта, кг. 

г) определяется восстановительная стоимость оцениваемого объекта по формуле (1.4); 
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 𝑆𝑆𝐵𝐵 = (1−Нпр)×Сп
(1−Нпр−Кр)

, (1.4) 

 

где 𝑆𝑆В – восстановительная стоимость оцениваемого объекта, руб. 

Если оцениваются машины и оборудование, спрос на которые низок, то их восстановитель-

ная стоимость принимается обычно на уровне себестоимости. 

При использовании метода поэлементного расчета осуществляют следующие этапы работы 

[69]: 

1) составляется перечень комплектующих узлов и агрегатов оцениваемого объекта; собира-

ется ценовая информация по комплектующим, но это становится возможным только при наличии 

развитого рынка комплектующих изделий; 

2) определяется полная себестоимость объекта оценки по формуле (1.5): 

 

 Сп = ∑Цэ + В, (1.5) 

 

где Сп – полная себестоимость объекта, руб.; 

Цэ – стоимость комплектующего узла или агрегата, руб.; 

В – собственные затраты изготовителя (например, стоимость сборки), руб. 

3) рассчитывается восстановительная стоимость оцениваемого объекта (Sв) по формуле (1.6). 

 

𝑆𝑆𝐵𝐵 = 𝑆𝑆0 × 𝑌𝑌, (1.6) 

 

где 𝑆𝑆в – восстановительная стоимость объекта, руб.; 

𝑆𝑆0 – базовая стоимость объекта, руб.; 

𝑌𝑌 – индекс изменения цен. 

При применении индексного метода оценки осуществляется приведение базовой стоимости 

объекта оценки (первоначальной балансовой или восстановительной стоимости по предыдущей 

переоценке) к современному уровню с помощью индекса (или цепочки индексов) изменения цен 

по соответствующей группе машин или оборудования за соответствующий период. 

Возможно осуществление индексирования затрат, из которых складывается себестоимость 

оцениваемого объекта. При этом используются ценовые индексы ресурсов. Для определения 

остаточной стоимости машин и оборудования из восстановительной стоимости вычитается сум-

марный износ: физический, функциональный и внешний. 
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Доходный подход – совокупность методов оценки стоимости объекта, основанных на опре-

делении текущей стоимости объекта имущества как совокупности ожидаемых доходов от его ис-

пользования. 

При использовании доходного подхода предполагается поэтапное решение. 

– рассчитывается операционный доход от функционирования всего предприятия (цеха или 

участка); 

– методом остатка определяется та часть дохода, которую можно отнести к машинному парку 

этой системы; 

– с помощью метода дисконтирования или метода капитализации определяется стоимость 

всего машинного парка. 

Применительно к машинам и оборудованию решить эту задачу невозможно, так как доход 

создается всем производственно-хозяйственным комплексом. Кроме того, применение доход-

ного подхода подразумевает пропорциональное увеличение эффекта от применения более эф-

фективного оборудования, что в случае повышения начальных параметров в энергетических 

установках может не выполняться в силу изменения структуры металлозатрат, которое может 

приводить к опережающему росту затрат на изготовление над ростом эффекта от использования 

нового оборудования. 

Определение стоимости новых установок, которые можно отнести к нестандартному обору-

дованию, является достаточно сложной задачей, поскольку массогабаритные, конструктивные и 

технологические характеристики новых энергетических установок в значительной мере могут 

отличаться от характеристик предшественников. Дополнительно затрудняют задачу оценки сто-

имости вновь разработанных энергетических агрегатов следующие обстоятельства: 

– отсутствуют либо не доступны детальные проектные проработки важных узлов и деталей 

энергетического оборудования; 

– оборудование одного и того же назначения может существенно отличаться по весовым ха-

рактеристикам, исполнению, компоновке, использованным материалам, техническим показате-

лям работы и трудовым затратам в зависимости от квалификации операторов станков и техноло-

гии изготовления отдельных узлов; 

– по ряду объективных причин уникальное оборудование, создаваемое впервые, может иметь 

существенно более высокую стоимость по сравнению с серийным, выпускаемым промышленно-

стью для удовлетворения тех же целей, хотя весовые характеристики и трудоемкость последних 

могут быть и выше; 

– основные теплотехнические параметры, характеризующие уровень эффективности энерге-

тического оборудования и определяющие во многом его стоимость, имеют взаимные связи, что 
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создает при анализе дополнительные сложности по определению степени влияния каждого фак-

тора в отдельности. 

В силу сложности решаемой задачи по оценке стоимости энергетического оборудования це-

лесообразно формировать оценки стоимостных параметров энергомашиностроительной продук-

ции на всех этапах разработки. Этот процесс имеет итеративный характер с постепенным уточ-

нением полученных зависимостей и повышением их достоверности. 

По результатам эскизного проектирования может быть получена укрупненная оценка стои-

мости оборудования на основе метода аналогий, для чего необходим базовый объект для сравне-

ния. В качестве такого объекта могут быть выбраны котельные агрегаты и паротурбинные уста-

новки на сверхкритические параметры пара, разработанные еще в СССР. В пользу такого выбора 

говорит большой объем доступной литературы, подробно раскрывающей конструктивные осо-

бенности энергетического оборудования на СКП пара. Однако следует учитывать тот факт, что 

часть доступной информации имеет устаревший характер и требует пересмотра. Использование 

современных источников при изучении объектов моделирования стоимости также затруднено. 

Накопленной российской статистики сравнительно мало, а доступная информация носит неси-

стемный, поверхностный характер. 

В энергомашиностроении для прогноза стоимости нового оборудования (Кнов.об.) метод ана-

логий можно применить путем выбора в качестве базового варианта наиболее близкого к новой 

установке по конструктивным решениям и технико-экономическим показателям прототипа с по-

мощью формулы (1.7) [65]: 

 

𝐾𝐾нов.об = ∏ 𝐾𝐾𝑖𝑖 ∙ 𝐾𝐾баз𝑛𝑛
𝑖𝑖=1 , (1.7) 

 

где 𝐾𝐾нов.об – прогнозная стоимость нового оборудования, руб.; 

𝐾𝐾𝑖𝑖 – коэффициенты, учитывающие повышение (понижение) стоимости из-за изменения кон-

струкции и параметров нового оборудования; 

𝐾𝐾баз – стоимость оборудования, принятого в качестве базового варианта для расчета, руб.  

В качестве прототипа для прогнозирования капиталовложений в энергоблок на ССКП и 

УСКП используется серийно выпускаемое и проектируемое оборудование энергоблоков с улуч-

шенными характеристиками соответствующей мощности. 

Для создания энергоблоков на повышенные параметры пара требуется: 

– разработка нового высокоэкономичного угольного котла большой мощности (более 

800 МВт) на ССКП (параметры пара 30 МПа / 600 °С / 600 °С) и УСКП (параметры пара 35МПа 

/ 720 °С / 720 °С); 
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– разработка новой высокотемпературной паротурбинной установки, рассчитанной на повы-

шенное давление и температуру пара. 

Согласно имеющимся литературным источникам [66, 67] на долю основного энергетиче-

ского оборудования на ТЭС приходится порядка 40 % всех капитальных затрат на сооружение 

ТЭС. 

В соответствии с имеющимися литературными источниками основное энергетическое обо-

рудование является наиболее капиталоемкой частью затрат на строительство нового энерго-

блока. При укрупненной оценке капитальных вложений в создание энергоблока ССКП и УСКП 

затраты на строительство и монтаж других элементов энергоблока можно оценить нормативно, 

переложив на новый энергоблок долю стоимости прочих узлов в энергоблоке-аналоге (СКП).  

Суммарные капиталовложения в паротурбинную электростанцию, работающую на су-

персверхкритических или ультрасверхкритических параметрах пара можно представить в виде 

формулы (1.8) как сумму четырех составляющих: 

 

𝐾𝐾Σ = 𝐾𝐾котл + 𝐾𝐾турб + 𝐾𝐾пп+пром.п + 𝐾𝐾проч, (1.8) 

 

где 𝐾𝐾котл – часть капиталовложений в перспективный котел, руб.; 

𝐾𝐾турб – капиталовложения в паротурбинную установку, руб., 

𝐾𝐾пп+пром.п – капиталовложения в паропроводы свежего пара и пара промежуточного пере-

грева, руб.; 

𝐾𝐾проч– прочие капитальные вложения во вспомогательные узлы, неучтенные в первых трех 

составляющих, руб. 

Оценка стоимости нового энергетического оборудования на повышенные параметры пара 

представлена следующими этапами: 

– оценка стоимости котла; 

– оценка стоимости турбины; 

– оценка стоимости создания паропровода свежего пара и пара промежуточного перегрева; 

– оценка доли стоимости вспомогательного оборудования в структуре общих капиталозатрат 

на строительство энергоблока; 

– оценка стоимости энергоблока в целом. 

На всех стадиях проектирования энергооборудования все расчеты себестоимости нового 

оборудования, даже самые приблизительные, предпочтительно строить по обычной схеме каль-

куляции с уточнением их на последующих этапах проектирования и изготовления данных изде-

лий. Такой подход обеспечивает максимальную точность оценки поскольку позволяет учесть все 
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изменения в структуре металлозатрат и конструкции энергетического оборудования, которые 

имеют место при изменении мощности и рабочих параметров пара. 

В котлостроении и турбостроении, как правило, за калькуляционную единицу по основной 

продукции принимается весь агрегат в определенном комплекте, в основном состоящий из узлов, 

изготавливаемых на данном головном турбинном или котельном заводе. 

Проведение точной калькуляции себестоимости машины на ранней стадии разработки явля-

ется невыполнимой задачей. Однако возможно рассчитать прогнозную себестоимость, что явля-

ется достаточным для формирования выводов об экономической целесообразности разработки и 

эксплуатации конкретной единицы энергетического оборудования. 

Приближенный метод калькуляции себестоимости машин будет заключаться в выявлении 

значимых технических факторов, оказывающих влияние на весовые показатели и структуру ме-

таллозатрат нового энергетического оборудования, построении зависимостей технических фак-

торов и привязке полученных зависимостей к существующему энергетическому оборудованию, 

что позволит получить оценочное значение стоимости перспективных агрегатов в текущих ры-

ночных ценах. Метод предполагает детальную оценку изменения наиболее весомых статей каль-

куляции, характерных для тяжелого машиностроения – затрат на сырье и затрат на оплату труда 

производственного персонала и оплату работы обрабатывающего оборудования. Остальные за-

траты, связанные с созданием нового оборудования, целесообразно определять методом перело-

жения величины прочих издержек, известных по существующему оборудованию (СКП), на вновь 

создаваемое. Такой подход позволит избежать значительного повышения трудоемкости прове-

дения оценки без значительных потерь в точности прогноза. Учитывая то, что максимально де-

тальная оценка себестоимости оборудования будет проводиться для наиболее весомых статей 

калькуляции, дополнительная достоверность, которая может быть достигнута для прочих статей 

калькуляции, не приведет к значительному увеличению адекватности всей модели, поэтому при-

менение упрощенных оценок для некоторых статей калькуляции оправдано с позиции рацио-

нальности. 

В общем виде модель оценки себестоимости перспективного энергетического парового 

котла, паротурбинной установки и паропровода высокого давления можно представить следую-

щим образом по формуле (1.9): 

 

𝑆𝑆оборуд = 𝑆𝑆мет + 𝑆𝑆НИР+𝑆𝑆ОКР+𝑆𝑆ОСВ
𝑉𝑉

+ 𝑆𝑆з/пл + 𝑆𝑆пост
общ , (1.9) 

 

где 𝑆𝑆мет – затраты на металл, используемый для производства турбины, руб.; 

 𝑆𝑆НИР– затраты на научно-исследовательские работы, руб.; 

𝑆𝑆ОКР – затраты на опытно-конструкторские работы, руб.; 
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𝑆𝑆ОСВ – затраты на освоение производства данной продукции, руб.; 

𝑆𝑆з/пл – затраты на заработную плату производственного персонала и оплату работы обраба-

тывающего оборудования, руб.; 

𝑆𝑆пост
общ– общие постоянные расходы, включающие в себя затраты на оплату труда администра-

тивно-управленческого персонала, руб.; 

𝑉𝑉 – объем выпускаемой продукции, ед. 

Вербальное описание данной функциональной зависимости представлено на  

рисунке 1.24. 

 

 
Рисунок 1.24 – Структура себестоимости и влияющие факторы энергопромышленной           

продукции 

 
Прогнозированием стоимости высокотемпературного энергетического оборудования зани-

мались многие специалисты, в частности ученые EPRI (электроэнергетический исследователь-

ский университет, США). Однако часто существующие оценки являются несопоставимыми, не-

системными и не позволяют проследить эволюцию экономических характеристик с изменением 

термодинамических параметров цикла. Мощность представленных в источниках энергоблоков 

различна и колеблется от 650 до 1300 МВт. Также неоднородны значения начальных параметров 

пара. В разных статьях приводится оценка удельных капитальных вложений в создание энерго-

блоков на УСКП пара, начальные параметры которого составляют 30 МПа / 650 °С / 670 °С, что 

не соответствует в полной мере комбинациям начальных параметров пара, которые в России при-

нято относить к УСКП пара. Также в представленных оценках отличается марка угля и состав 

технических мероприятий по снижению выбросов. Кроме того, оценки, представленные в источ-

никах литературы, базируются не на детальном анализе конструкций энергетического оборудо-

вания, в их основе лежит метод трендов с его корректировкой на изменение цен сталей. Такой 
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подход не позволяет учесть множества факторов, которые оказывают влияние на вид кривых из-

менения стоимости, в частности изменения плотности сталей, снижения предела длительной 

прочности и изменения массогабаритных характеристик деталей энергетического оборудования 

вследствие изменения термодинамических параметров тепловой схемы. В таблице 1.8 представ-

лены различные оценки изменения стоимости высокотемпературных энергоблоков, описанные в 

различных научных источниках [17, 37, 41, 42, 43, 70, 71]. 

 

Таблица 1.8 – Оценки стоимости высокотемпературных энергоблоков, встречающиеся в различ-

ных источниках литературы 

№ 
п/п 

Мощность 
энергоблока, 

МВт 
Параметры пара 

Удельные 
капитальные 

вложения, $/кВт 
Авторы 

1 900 30 МПа / 650 °С / 670 °С 2168-2274 
Henryk Lukowicz, 
Slawomir Dykas,  
Sebastian Rulik 

2 750 35 МПа / 700 °С / 720 °С 2090 Daniel Czaja, Katarzyna 
Stepczynska-Drygas 

3 750 35 МПа / 680 °С / 700 °С 1993 J. Wheeldon 

4 452,1 27,5 МПа / 600 °С / 610 °С 1806 Vittorio Tola,  
Alberto Pettinau 

5 825 34,7 МПа / 733 °С / 760 °С 2933 George Booras 
 

Как видно из таблицы 1.8 оценочные значения стоимости создания высокотемпературных 

энергоблоков имеют несопоставимый вид и не могут быть использованы для определения эко-

номической целесообразности создания новых эффективных энергоблоков. Также следует отме-

тить, что оценочная стоимость строительства энергоблоков на повышенные параметры пара пре-

вышает затраты на возведение энергоблоков на докритические (12,8 МПа / 540 °С) и сверхкри-

тические (23,5 МПа / 540 °С) параметры пара. Так, строительство энергоблока № 3 Харанорской 

ГРЭС в 2012 г. обошлось 11,2 млрд руб. (49900 руб./кВт) [72, 73]. По официальным данным ОГК-

3 стоимость строительства каждого из двух новых угольных энергоблоков мощностью 225 МВт 

на Черепетской составляет 28,8 млрд руб. или 64000 руб./кВт [73]. В научной статье «Перспек-

тивные экологичные энергоблокаи ТЭС на твердом топливе» удельные капитальные вложения в 

строительство энергоблока оценивались на уровне 53000 руб./кВт [74]. Анализ имеющихся дан-

ных по стоимости энергоблоков, построенных в России в последнее десятилетие, также выявил 

разброс значений капитальных затрат, что объясняется разницей в начальных параметрах пара, 

мощности и уровне цен (в зависимости от года строительства). Для оценки степени увеличения 

стоимости создания энергоблоков на ССКП и УСКП пара относительно энергоблоков на пара-
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метры пара 23,5 МПа / 540 °С требуются модели оценки стоимости создания энергоблока, учи-

тывающие изменения в структуре металлозатрат и конструкции основного энергетического обо-

рудования. 

В данный момент не существует методик оценки стоимости, позволяющих оценить измене-

ния стоимости паровой турбины или котла в зависимости от начальной температуры или давле-

ния. Отсюда следует, что для достижения поставленной цели – исследования финансово-эконо-

мических характеристик эксплуатации ТЭС, необходимо разработать модели оценки стоимости 

высокотемпературных паровых турбин, котлов и энергоблоков в целом, учитывающие измене-

ния массогабаритных характеристик оборудования и структуры металлозатрат. 

Также для проведения исследования экономических параметров функционирования высоко-

температурного энергоблока необходимо в первую очередь провести оптимизацию тепловой 

схемы, которая позволит за счет корректировки термодинамического цикла без осуществления 

дополнительных затрат повысить КПД перспективных энергоблоков, что позволит сформиро-

вать наиболее адекватные расчетные оценки. 
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ГЛАВА 2. ИССЛЕДОВАНИЕ ЭНЕРГЕТИЧЕСКИХ ПОКАЗАТЕЛЕЙ И СТРУКТУРЫ ТЕПЛО-

ВЫХ СХЕМ ВЫСОКОТЕМПЕРАТУРНЫХ ПАРОТУРБИННЫХ ЭНЕРГОБЛОКОВ 

 

Повышение начальных параметров пара является основным способом повышения эффектив-

ности паротурбинных энергоблоков. В свою очередь степень повышения КПД энергоблока ТЭС 

зависит от структуры тепловой схемы и ее термодинамических параметров.  

Процесс разработки паротурбинных энергоблоков с более высокими параметрами пара все-

гда начинается с анализа существующих технических решений и опыта эксплуатации действую-

щих объектов на предмет их применимости в новых энергетических системах и комплексах. В 

этом процессе отчетливо просматривается стремление сохранить или минимально доработать те 

части энергетического оборудования, которые не затрагивают изменения, вызванные ростом 

начальных параметров пара. Такой подход является разумным, поскольку чем меньше в новых 

энергоблоках будет реализовано непроверенных схемных и конструкторских решений, тем 

меньше вероятность возникновения аварийных ситуаций и нештатных остановов блока во время 

их эксплуатации.  

Дальнейшее совершенствование новых высокотемпературных паротурбинных энергоблоков 

должно основываться на данных, полученных в ходе опытной эксплуатации, и носить сугубо по-

ступательный характер. Поэтому в рамках исследования, направленного на изучение техниче-

ских и экономических аспектов перехода к более высоким параметрам пара, необходимо прове-

сти анализ тепловых схем широко распространенных в России энергоблоков на СКП пара, а 

также проанализировать опыт зарубежных стран по строительству энергоблоков на ССКП пара 

и разработать на основе полученных данных профиль тепловой схемы высокотемпературного 

энергоблока, являющегося объектом вариантных расчетов, результатами которого являются по-

казатели экономичности объектов генерации с различным сочетанием начальных параметров 

пара. В целях обеспечения сопоставимости расчетных значений КПД энергоблока для каждой 

комбинации начальных параметров пара требуется также провести разделение основных термо-

динамических параметров тепловой схемы на постоянные и переменные, при этом для перемен-

ных величин следует установить закономерность изменения их оптимальных значений. 

 

2.1 Выбор профиля тепловой схемы энергоблока с высокотемпературной паровой турбиной 

 

Отечественным энергомашиностроительным комплексом был разработан ряд типовых бло-

ков со сверхкритическими параметрами пара, включающий в себя энергоблоки мощностью 300, 

500, 800 и 1200 МВт. Анализ данных по существующим высокотемпературным энергоблокам на 
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ССКП пара, представленных в таблице 1.9, показывает, что большая часть ТЭС имеет установ-

ленную мощность 600-900 МВт. Повышение единичной мощности энергоблоков при переходе к 

высокотемпературным технологиям генерации может объясняться стремлением получить эконо-

мический эффект экономии от масштабов производства, когда доля постоянных издержек, в част-

ности амортизация и затраты на ремонт, в расчете на 1 кВт·ч электрической энергии снижаются 

вместе с удельной себестоимостью производства электроэнергии. Таким образом, частично мо-

жет быть нивелирован рост капитальных вложений, вызванный повышением параметров свежего 

пара. Данный довод также подтверждают выводы российских ученых, занимающихся данной 

проблемой, в частности, в статье Рогалева Н.Д., Голодницкого А.Э., Тумановского А.Г. «Состо-

яние и разработки в области создания паротурбинных угольных электростанций с параметрами 

пара, превышающими 30,5 МПа и 700 °С» [75]. Соответственно, в данной главе диссертации бу-

дут рассматриваться энергоблоки, мощность которых не ниже 600 МВт, но и не больше 1200 

МВт. 

На рисунке 2.1 приведена принципиальная тепловая схема энергоблока мощностью 800 МВт 

с турбиной К-800-23,5-5 ОАО «Силовые машины» (ЛМЗ). Блок имеет следующие параметры 

пара: давление свежего пара – 23,5 МПа, температура свежего пара – 540 °С, расход пара в голову 

турбины – 2400 т/ч, температура питательной воды – 274 °С. 

 

 
П1-П8 – регенеративные подогреватели; См – смеситель; ТПН – приводная турбина питатель-

ного насоса; ОДСП – охладитель дренажа сетевых подогревателей; ОГК – охладитель замкну-

того контура газоохладителей генератора; 1-8 – номера регенеративных отборов 

Рисунок 2.1 – Принципиальная тепловая схема с турбоустановкой К-800-23,5 (ЛМЗ) 
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Промежуточный перегрев пара происходит в промежуточном пароперегревателе котла до 

температуры 545 °С. После промежуточного перегрева пар с температурой 540 °С подается к 

стопорным клапанам двухпоточного ЦСД. С выхлопа ЦСД пар по перепускным трубам посту-

пает в три двухпоточных ЦНД. Расчетное давление в конденсаторе Pк = 3,43 кПа [19, 75]. 

Подогрев питательной воды происходит в 8 подогревателях: трех подогревателях высокого 

давления (ПВД), деаэраторе и четырех подогревателях низкого давления (ПНД). Схема включе-

ния питательных насосов одноподъемная. Питательный насос оборудован паротурбинным при-

водом, имеющим свой конденсатор.  

Особенностью серии отечественных турбоустановок на параметры пара 23,5 МПа / 540 °С 

является исполнение корпуса цилиндра высокого давления с петлевой схемой движения пара, 

когда высокотемпературный пар сначала расширяется в левом токе, имеющем свой корпус (внут-

ренний корпус), а затем разворачивается на 180°, и процесс расширения продолжается в правом 

токе. Такое конструкторское решение позволяет сократить толщину стенки внешнего корпуса и 

снизить расход высоколегированных сталей. 

Отечественный энергоблок мощностью 1200 МВт на сверхкритическое давление с турбиной 

К-1200-23,5, функционирующий на Костромской ГРЭС, является самым мощным конденсацион-

ным блоком, установленным на тепловых электростанциях России. Тепловая схема блока пред-

ставлена на рисунке 2.2. 

 

 
Рисунок 2.2 – Принципиальная тепловая схема с турбоустановкой К-1200-23,5 (ЛМЗ) 

 



63 
 

К-1200-23,5 является самой мощной паротурбинной установкой, выпускаемой ЛМ3, а с уче-

том возможной перегрузки до 1380 МВт (при отключении ПВД) – самой мощной в мире турбо-

установкой, устанавливаемой на ТЭС. Мощность 1200 МВт обеспечивается при номинальных 

параметрах пара перед турбиной (23,5 МПа и 540 °С), в промежуточном пароперегревателе 

(540 °С). Расход свежего пара в номинальном режиме составляет 3950 т/ч. Расчетное давление в 

конденсаторе – 3,58 кПа. Регенеративная система К-1200-23,5 отличается от регенеративной си-

стемы К-800-23,5 и представлена девятью подогревателями, из которых три – подогреватели вы-

сокого давления, деаэратор, пять – низкого давления. Температура питательной воды – 274 °С 

[19, 75, 76].  

Турбина работает при частоте вращения 50 с-1. Конструкция проточной части ЦВД анало-

гична конструкции ЦВД турбины К-800-23,5, схема движения пара петлевая. Из сопловых коро-

бок пар направляется в четыре ступени левого потока, расположенные во внутреннем корпусе 

ЦВД, затем поворачивает на 180°, обтекает внутренний корпус и проходит четыре ступени пра-

вого потока. Далее по четырем паропроводам пар из ЦВД с параметрами 3,9 МПа и 295 °С 

направляется в промежуточный пароперегреватель, откуда возвращается по четырем паропрово-

дам к двум блокам стопорных клапанов, расположенным по сторонам ЦСД. Параметры пара по-

сле промежуточного перегрева 3,5 МПа и 540 °С. ЦСД – двухпоточный, с двойным корпусом, с 

восемью ступенями в каждом потоке. Из выходных патрубков ЦСД пар отводится в две ресивер-

ные трубы (в турбине К-800-23,5-3 их было четыре) максимальным диаметром 2 м, расположен-

ные на уровне пола машинного зала. Из ресиверных труб пар поступает в каждый из трех корпу-

сов ЦНД по четырем патрубкам (по одному патрубку в верхней и нижней половине ЦНД с двух 

сторон). Каждый поток ЦНД состоит из пяти ступеней. Длина рабочей лопатки последней сту-

пени равна 1200 мм при среднем диаметре 3 м, что обеспечивает суммарную торцевую площадь 

выхлопа 67,8 м2
 [61]. 

Тепловые схемы рассмотренных энергоблоков на 800 и 1200 МВт имеют ряд особенностей. 

Так, например, во всех схемах по-разному производится включение охладителей пара подогре-

вателей высокого давления – в случае блока на 800 МВт используется схема Рикара-Никольного, 

а в блоке 500 МВт – схема Виолен. Также имеется ряд особенностей в части регенерации низкого 

давления. Есть в каждой схеме и особенности, обусловленные пусковыми режимами. Все рас-

смотренные решения хорошо зарекомендовали себя за период эксплуатации. С другой стороны, 

основные конструктивные и схемные решения энергоблоков с турбоустановкой К-800-23,5 и К-

1200-23,5 не имеют существенных отличий. Так, в обоих случаях реализована одноподъемная 

схема включения питательного насоса, оборудованного паротурбинным приводом, имеющим 
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собственный конденсатор. Промежуточных перегрев однократный. Отличие составляет лишь ко-

личество регенеративных подогревателей, которых в схеме турбоустановки К-1200-23,5 на один 

больше.  

В России на данный момент не возведено ни одного энергоблока на параметры пара выше 

24 МПа / 540-560 °С. Однако опыт разработки и эксплуатации таких объектов в России есть. В 

1966 г. на Каширской ГРЭС началась опытно-промышленная эксплуатация паровой турбины Р-

100-300, построенной Харьковским турбинным заводом на начальные параметры 30 МПа / 

600 °С / 620 °С с противодавлением 3,03 МПа в составе энергоблока СКР-100. В течение ряда лет 

отечественная теплоэнергетика получала уникальный опыт работы на ССКП. С 1967 г. энерго-

блок СКР-100 наработал 42000 часов, причем максимальная длительность непрерывной работы 

составила 50 суток. Была проверена эксплуатационная надежность основных узлов, выполнен-

ных из различных сталей аустенитного класса, исследованы их температурные режимы. Отдель-

ные марки стали, такие как ЭП184, ЭП17 и ЭИ695Р проработали на опытной ТЭЦ ВТИ в составе 

экспериментальной котельной установки с параметрами пара 30 МПа / 600 °С (с последующим 

увеличением температуры до 650 °С) 130000, 54000 и 52000 часов соответственно.  

Аналогичные исследования и испытания параллельно проводились и США. В 1959 г. в г. Фи-

ладельфия был построен энергоблок Эддистоун-1 мощностью 325 МВт с расходом пара 252,2 

кг/с. Параметры свежего пара составили 34,62 МПа / 649 °С / 565 °С / 565 °С. В тепловой схеме 

реализован двукратный промежуточный перегрев с давлением 6,92 и 1,74 МПа [74, 76].  

Эксплуатация энергоблоков с турбоагрегатами на параметры пара, превышающие 24 МПа / 

560 °С, построенных в 50-60-е гг. XX в., внесла серьезный научно-технический вклад в развитие 

мировой теплоэнергетики. В то время на деле была доказана практическая возможность создания 

энергетического оборудования, работающего при температуре и давлении пара, превышающем 

соответственно 600-620 °С и 30 МПа. 

В настоящее время в мире насчитывается несколько десятков энергоблоков на суперсверх-

критические параметры, построенных в основном в США, Германии, Дании, Японии [34].  

С 1991 по 2000 гг. в Германии был построен ряд блоков на суперсверхкритические пара-

метры пара. Электрическая мощность блоков составляет 700-900 МВт. Основные технические 

характеристики некоторых из них представлены в таблице 2.1 [76]. 

На рисунке 2.3 приведена тепловая схема энергоблока ТЭС Моурбург, электрическая мощ-

ность которого составляет 820 МВт, а проектное топливо – каменный угль. 

Представленная на рисунке 2.3 схема имеет один промежуточный перегрев пара до темпера-

туры 609 °С. Давление пара после промежуточного перегрева составляет 5 МПа.  
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Таблица 2.1 – Основные показатели некоторых энергоблоков на ССКП пара мощностью 700-900 

МВт, построенных в Германии 

Показатель Энергообъект 
Липпендорф Боксберг Моурбург 

Установленная мощность МВт 920 675 820 
Тип топлива  Бурый уголь Бурый уголь Каменный уголь 
Температура острого пара °С 554 600 597 
Давление острого пара МПа 26,7 28,6 27,6 
Температура перегретого пара °С 583 610 609 
Система охлаждения  градирни градирни прямоток (река) 
Давление отработавшего пара кПа 3,8 3,2/3,9 2,7 
КПД, нетто % 42,8 43,6 46,5 

 

 
Рисунок 2.3 – Принципиальная тепловая схема энергоблока ТЭС Моурбург (820 МВт) 

 

В тепловой схеме энергоблока на ССКП пара, работающего в составе ТЭС Моурбург, преду-

смотрено девять регенеративных подогревателей, включая деаэратор, работающий на собствен-

ном отборе пара. Два ПВД подключены к ЦВД, третий ПВД питается паром, отбираемым из 

двухпоточного ЦСД. Питательная вода после прохождения через ПНД, деаэратор и ПВД подо-

гревается до 293 °С [77, 78].  

В 2002 г. в Германии введен в эксплуатацию еще один энергоблок мощностью 1012 МВт на 

буром угле. Параметры свежего пара: P0 = 27,4 МПа и t0 = 580 °С. Давление в конденсаторе – 2,9 
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кПа при температуре охлаждающей воды 14,7 °С. Температура питательной воды – 294 °С. Тем-

пература уходящих газов котла 100 °С. Затраты электроэнергии на собственные нужды – 4,6 %. 

КПД нетто составляет более 42 %. В системе регенерации предусмотрено 10 подогревателей. 

В Германии также был разработан проект энергоблока на каменном угле мощностью 

600 МВт, получивший название RPP NRW, со следующими характеристиками [79]: 

– электрическая мощность нетто – 555,5 МВт; 

– КПД нетто – 45,9 %;  

– давление свежего пара – 28,5 МПа;  

– давление пара промежуточного перегрева – 6 МПа;  

– температура свежего и перегретого пара – 600 °С / 620 °С;  

– давление в конденсаторе – 4,5 кПа;  

– температура питательной воды – 303,4 °С (подогрев осуществляется в восьми регенератив-

ных подогревателях). 

Авторы немецкого проекта основывались исключительно на материалах и технологиях, уже 

освоенных промышленностью. Кроме того, они детально рассчитали целесообразность повыше-

ния экономичности блока с учетом роста удельных капитальных затрат, а также ожидаемого из-

менения цен на топливо. В результате был выбран оптимальный вариант: угольный энергоблок 

мощностью брутто 600 МВт (нетто 555,5 МВт) с параметрами свежего пара 28,5 МПа, 600 °С и 

однократным промежуточным перегревом до температуры 620 °С. КПД нетто такого блока при 

давлении в конденсаторе 4,5 кПа составил 45,9 % [76, 78]. Двойной перегрев авторы сочли эко-

номически нецелесообразным, хотя ко времени проведения расчетов в Дании уже успешно рабо-

тали энергоблоки Skaerbaek 3 и Nordjylland 3 мощностью брутто по 413 МВт. Благодаря двух-

кратному промперегреву на этих блоках удалось повысить КПД до 48 %. 

Для реализации данного проекта был выбран башенный котел Бенсона, КПД которого дол-
жен составить 95 %. Дымовые газы удаляются через градирню с естественной тягой.  

Компоновка паровой турбины, разрабатываемой в рамках проекта RPP NRW, включает в 
себя ЦВД, двухпоточный ЦСД и ЦНД.  

Компания Alstom Power реализовала проект строительства двух блоков по 1000 МВт третьей 
очереди ТЭС Wai Gao Qiao в Китае. Проектное топливо – высококачественный каменный уголь. 
Паропроизводительность котлов для этих блоков составляет 2955 т/ч. Начальные параметры пара 
– 29,7 МПа / 605 °С. Параметры промежуточного перегрева: 7,5 МПа / 603 °С. Температура пи-
тательной воды составляет 297 °С.  

В Южной Корее компания KOPEC совместно с научно-исследовательским институтом 
KERPI разрабатывает угольный энергоблок мощностью 1000 МВт, параметры свежего пара в 
котором должны составить 26,5 МПа / 610 °С, а температура промежуточного перегрева – 621 °С. 
Предполагается, что по сравнению с уже освоенными в Корее параметрами (24,6 МПа, 566 °С / 
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593 °С) в новом энергоблоке удельный расход тепла будет снижен на 2,8 %, а стоимость электро-
энергии – на 3,8 % [80]. 

В России также проводятся научно-исследовательские и опытно-конструкторские работы по 

созданию высокотемпературных энергоблоков на ССКП пара. В 2011 г. в ВТИ были проведены 

проектно-изыскательские работы по новому угольному блоку мощностью 660 МВт на су-

персверхкритические параметры пара. Основные технические показатели разрабатываемого ва-

рианта представлены в таблице 2.2. 

На рисунке 2.4 приведен разрез главного корпуса проектируемого энергоблока 660 МВт. 

 

Таблица 2.2 – Основные показатели проектируемого энергоблока на 660 МВт (проект ВТИ) 

№ Параметр Величина / размерность 
1 Номинальная мощность 660 МВт 
2 Давление перегретого пар 28 МПа 
3 Температура свежего пара / температура вторичного пара  600/600 °С 
4 Диапазон регулирования без изменения состава оборудования 100-60 % 
5 Диапазон регулирования с подсветкой растопочным топливом 100-40 % 
6 КПД нетто 44,5-45,4 % 
7 Расход электроэнергии на собственные нужды 6 % 
8 Удельный расход топлива на отпуск электроэнергии 276 г.у.т./кВт·ч 
9 Полный срок службы не менее 40 лет 
10 Расчетный ресурс оборудования не менее 200000 час 
11 Концентрация NOx в дымовых газах 200 мг/м3 
12 Концентрация SOx в дымовых газах 200 мг/м3 
13 Концентрация летучей золы в дымовых газах 30 мг/м3 

 

 
Рисунок 2.4 – Разрез главного корпуса энергоблока 660 МВт (проект ВТИ) 
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В последнее десятилетия активизировались работы по созданию энергоблоков на более вы-

сокие параметры, где температура пара достигает 650-670 °С. В 2012 г. польскими учеными на 

конференции, посвященной электростанциям на ССКП и УСКП пара, проходившей в Вене, был 

представлен проект энергоблока мощностью 900 МВт, схема пароводяного контура которого 

представлена на рисунке 2.5. 

 

 

Рисунок 2.5 – Пароводяной контур блока 900 МВт 

 
Представленная тепловая схема спроектирована на следующие параметры пара: температура 

острого и перегретого пара – 653 °С / 672 °С, давление острого и перегретого пара – 30,3 МПа / 

6,0 МПа. Расход пара в ЦВД турбины – 2250 т/ч. Установленная электрическая мощность – 900 

МВт. В рамках проекта планируется достичь КПД котла, превышающего 94 %. Расчетный КПД 

энергоблока по выработке электроэнергии равен 48 %. 

По имеющимся в открытых источниках данным большинство сооруженных энергоблоков, 

успешно работающих в Германии, Дании и Голландии, а также в странах Юго-Восточной Азии 

– энергоблоки с однократным перегревом.  

Одним из примеров реализации схем уже с двукратным промежуточным перегревом пара мо-

жет служить энергоблок с турбиной фирм General Electric и Toshiba. На рисунке 2.6 приведена 
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проектная тепловая схема энергоблока на суперсверхкритические параметры пара с двумя про-

межуточными перегревами пара, разработанная фирмами General Electric и Toshiba. 

 
П1-П8 – регенеративные подогреватели; 1-9 – номера регенеративных отборов; 

 у – влажность пара 

Рисунок 2.6 – Принципиальная тепловая схема энергоблока с турбиной фирм General Electric и 

Toshiba, P0 = 31 МПа, t0 = 593 °С 

 

Параметры свежего пара: D0 = 521,3 кг/с, P0 = 31 МПа, t0 = 593 °С. Особенность турбины – 

низкая влажность пара в выхлопе ЦНД (3,6 %) при неглубоком вакууме – Pк = 8,5 кПа. Темпера-

тура пара после первого и второго промежуточного перегрева – 593 °С. В схеме принята двух-

подъемная схема включения питательных насосов. Давление на выходе питательного насоса 

равно 37,3 МПа, а на выходе насоса первого подъема – 6,9 МПа. Температура питательной воды 

– 303 °С. Мощность турбопривода питательного насоса составляет 3,4 % электрической мощно-

сти турбогенератора. 

Компоновка паровой турбины включает в себя совмещенный цилиндр высокого и среднего 

давления (ЦВСД), двухпоточный ЦСД и два двухпоточных ЦНД. Парораспределение ЦВД – 

сопловое. Благодаря центральному расположению в ЦВСД паровпусков высокого и среднего 

давления и использованию протечки переднего (внутреннего) уплотнения ЦВД, маневренные ха-

рактеристики разработанной турбины выше. 
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В рамках проекта AD 700 ведутся разработки технологий, которые в перспективе должны 

обеспечить создание энергоблока нового поколения на угле с параметрами свежего пара 35 МПа 

и 700 °С и с однократным промежуточным перегревом до 720 °С (проект AD700PF) [48]. При 

давлении в конденсаторе 2 кПа КПД блока оценивается на уровне 50 %.  

Компанией Alstom в настоящее время проводятся исследования в части разработки матери-

алов для создания котельного агрегата на УСКП пара, работающего в составе демонстрацион-

ного энергоблока мощностью 400 МВт. Разрабатываемый котел должен иметь следующие харак-

теристики: 

– параметры свежего пара: 35,8 МПа / 702 °С; 

– расход свежего пара: 991 т/ч; 

– параметры пара после промежуточного перегрева: 7,1 МПа / 720 °С;  

– расход вторичного пара: 782 т/ч; 

– температура питательной воды 330 °С.  

Южно-Корейской компанией ENGSOFT Lab были выполнены исследования, одним из ре-

зультатов которых стала тепловая схема энергоблока на УСКП пара с электрической мощностью 

850 МВт (таблица 2.3). Тепловая схема энергоблока представлена на рисунке 2.7 [81]. 

 
Таблица 2.3 – Характеристики блока 850 МВт на УСКП параметры пара 

Параметр Величина / размерность 
Установленная электрическая мощность 850 МВт (брутто) 
Параметры пара на входе в ЦВД: 
- давление свежего пара 
- температура свежего пара 

 
30,0 МПа 
700 °С 

Промежуточный перегрев 
- давление вторичного пара 
- температура вторичного пара 

однократный 
6,0 МПа 
730 °С 

Давление в конденсаторе 10,14 кПа 
Температура питательной воды на входе в котел 330 °С 
Тип ЦСД однопоточный 
Число регенеративных подогревателей 9 (4 ПВД, 1 деаэратор, 4 ПНД) 
Тип и количество ЦНД 1 двухпоточный 
Высота последней лопатки ЦНД, число оборотов 1200 мм, 3000 об/мин 

КПД Увеличение КПД на 6 % по сравнению с 
блоком ССКП с t0 = 600 °С 

 



  
Рисунок 2.7 – Тепловая схема энергоблока мощностью 850 МВт на ультрасверхкритические параметры пара (проект ENGSOFT Lab)
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Проведенный анализ высокотемпературных тепловых схем позволил сделать ряд выводов по 

структуре и основным термодинамических параметрам пара: 

– Анализ технических характеристик современных энергоблоков, начальные параметры пара 

которых принято относить к суперсверхкритическому уровню, показывает, что большинство ге-

нерирующих объектов имеют температуру пара 580-620 °С, а давление 26-30 МПа. Следующим 

этапом в повышении эффективности ТЭС станут энергоблоки на параметры острого пара 30-32 

МПа / 650-670 °С. Технические решения для создания таких энергоблоков находятся в высокой 

степени готовности, и в данный момент ведутся предпроектные работы. Максимальная темпера-

тура пара в перспективных энергоблоках ТЭС на УСКП пара составляет 720 °С. Дальнейшее по-

вышение температуры пара ограничивают физические свойства существующих и разрабатывае-

мых материалов. 

– Большинство новых энергоблоков выполняется с однократным промежуточным перегревом 

пара, хотя, как отмечалось выше, второй перегрев дает прибавку в КПД в 1,2-1,5 %. Связано это 

с тем, что введение второго промежуточного перегрева существенно усложняет конструкцию и 

турбины, и котла, создавая, кроме того, ряд эксплуатационных проблем. Поэтому два промежу-

точных перегрева пара используют в тех энергоблоках, в которых дополнительные капитальные 

затраты компенсируются снижением топливных издержек. Двойной промежуточный перегрев 

также реализуется в случаях, когда нет возможности обеспечить приемлемый уровень экономич-

ности за счет улучшения других параметров энергоблока, в частности давления в конденсаторе, 

как в случае проекта фирм General Electric и Toshiba, где расчетное давление в конденсаторе было 

принято равным 8,5 кПа. 

– Подавляющее большинство энергоблоков нового поколения выполнено на начальное дав-

ление не более 29 МПа. Судя по имеющимся публикациям, это связано с тем, что прирост эконо-

мичности вследствие роста начального давления пара при существующих экономических усло-

виях не окупает усложнение конструкции турбины (увеличение числа ступеней и, соответ-

ственно, цилиндров, трудности обеспечения плотности горизонтальных разъемов корпусов с вы-

соким внутренним давлением, сложность обеспечения вибрационной надежности работы вало-

провода турбоагрегата и другие). 

– Большинство энергоблоков имеют мощность 600-900 МВт, что, с одной стороны, позволяет 

оставаться в рамках умеренного количества ЦНД (одного-двух) и общего количества цилиндров 

(трех-четырех), а с другой – обеспечить достаточно высокий КПД проточной части турбины. 

Большинство энергоблоков, вводимых в Японии, имеет мощность 1000 МВт. Заметим, что даже 

для докритических начальных параметров пара строительство энергоблоков мощностью менее 

600 МВт ведется в исключительных случаях, обусловленных специальными соображениями. 
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Совместное увеличение расхода пара вместе с ростом начальных параметров пара обусловлено 

стремлением компенсировать прирост стоимости создания высокотемпературного энергоблока 

за счет эффекта масштаба производства, когда постоянные издержки, величина которых пропор-

циональна размеру капитальных вложений, снижается в расчете на 1 кВт·ч выработанной элек-

трической энергии. 

– Температура питательной воды с повышением начальной температуры и давления пара воз-

растает. У энергоблоков на параметры пара 26-29 МПа / 580-610 °С температура питательной 

воды находится в пределах 290-305 °С. Переход к ультрасверхкритическим параметрам пара со-

провождается повышением температуры питательной воды до 330 °С. Имеющиеся данные поз-

воляют установить лишь общий тренд изменения данного параметра, но не определить конкрет-

ное значение температуры питательной воды для множества сочетаний начальных параметров 

пара высокотемпературных энергоблоков в силу большого разброса значений и недостатка дан-

ных. Для выбора значения температуры питательной воды необходимо провести исследование 

влияния tпв на эффективность энергоблока при различных параметрах свежего и перегретого 

пара. 

– Количество подогревателей при переходе к высокотемпературным технологиям производ-

ства электрической энергии остается практически неизменным. В большинстве тепловых схем 

регенеративная система представлена девятью подогревателями (включая деаэратор), в отдель-

ных случаях их количество увеличивается до десяти. Сохранение числа подогревателей объясня-

ется стремлением не допустить усложнения паротурбинной установки и небольшим приростом 

эффективности от увеличения числа ступеней подогрева. 

– Соотношение давления пара после промежуточного перегрева и давления свежего пара пре-

терпевает значительные изменения при переходе к ССКП и УСКП пара. Так, для СКП паротур-

бинных установок К-800-23,5 и К-1200-23,5 данное отношение имеет значение 0,14-0,15, что в 

пределах рекомендованного диапазона Pпп = (0,1-0,2)∙P0, предложенного Рыжкиным В.Я. [18]. В 

зарубежных блоках с давлением пара 27,6-29,7 МПа данное соотношение может иметь значение 

вплоть до 0,25. В Южно-Корейском проекте создания энергоблока на УСКП пара отношение дав-

ления промежуточного перегрева к давлению свежего пара равно 0,198. Широта рекомендован-

ного диапазона давления промежуточного перегрева и имеющийся разброс значений указанного 

соотношения обосновывает необходимость проведения исследования, направленного на уста-

новление термодинамических оптимальных параметров перегретого пара. 

– Температура перегретого пара в большинстве случаев либо равна температуре свежего пара, 

либо превышает ее на 1-3 %. В отечественном энергомашиностроении температуру перегретого 
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пара обычно приравнивают к температуре свежего пара. Такой подход устанавливает одинако-

вый температурный режим для частей энергетического оборудования, работающих при парамет-

рах свежего или перегретого пара, что упрощает эксплуатацию и снижает риск возникновения 

аварийной ситуации, особенно на этапе освоения новых параметров пара. 

– Анализ показателей эффективности различных тепловых схем высокотемпературных энер-

гоблоков показал существенный разброс значений. КПД энергоблоков на ССКП пара находится 

в диапазоне значений 42,5-45,9 %, для УСКП – 46,5-49 %. Конкретные значения зависят от мно-

жества параметров, среди которых основными являются давление и температура свежего пара, 

давление в конденсаторе, КПД котельной установки, принятых значений внутреннего относи-

тельного КПД турбоустановки. Имеющиеся в открытых источниках показатели экономичности 

часто получены для различных условий и несопоставимы между собой. Также в литературе часто 

не указывается какой именно вид КПД приведен в источнике: нетто, брутто или абсолютный 

электрический КПД турбоустановки. Для выполнения поставленной цели исследования необхо-

димо установить закономерность изменения КПД энергоблока от начальных параметров пара. 

Проведенный анализ тепловых схем высокотемпературных энергоблоков позволил выбрать 

профиль тепловой схемы энергоблока с высокотемпературной паровой турбиной с расходом пара 

в ЦВД 692,5 кг/с. За основу тепловой схемы высокотемпературного энергоблока была взята теп-

ловая схема энергоблока с турбоустановкой К-800-23,5. На рисунке 2.8 представлена принципи-

альная тепловая схема энергоблока с высокотемпературной паровой турбиной. 

 

 
Рисунок 2.8 – Принципиальная тепловая схема энергоблока с высокотемпературной паровой 

турбиной 
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Представленная тепловая схема имеет однократный перегрев пара перед ЦСД. Подогрев пи-

тательной воды осуществляется в девяти подогревателях, из которых три – ПВД, один – деаэра-

тор и пять – ПНД. Два отбора пара осуществляется в части высокого давления (ЧВД), четыре – в 

части среднего давления и три – в части низкого давления. Деаэратор работает на собственном 

отборе пара. Привод питательного насоса – паротурбинный. Приводная турбина имеет собствен-

ный конденсатор. Схема включения питательных насосов – одноподъемная. 

ЦВД имеет петлевую схему движения пара. ЦСД выполнен двухпоточным. Общее количе-

ство цилиндров низкого давления (ЦНД) равно трём. 

Разработанный профиль высокотемпературного паротурбинного энергоблока является осно-

вой для получения количественных оценок эффективности энергоблока в зависимости от началь-

ных параметров пара. Получение кривых изменения КПД энергоблока нетто проводилось путем 

вариантных расчетов. Для выполнения вычислений часть параметров являлись переменными па-

раметрами, другая часть, куда входят величины, не зависящие от P0 и t0 и не являющиеся объек-

том исследования, была зафиксирована. 

Основные параметры представленной на рисунке 2.8 тепловой схемы с указанием типа пере-

менных приведены в таблице 2.4. 

 

Таблица 2.4 – Основные параметры тепловой схемы с высокотемпературной паровой турбиной 

№ 
п/п Название параметра Значение Вид 

параметра 
1 Расход свежего пара, кг/с 692,5 const 
2 Давление свежего пара, МПа 26-35 var 
3 Температура свежего пара, °С 580-720 var 
4 Давление перегретого пара, МПа 4-7 var 
5 Температура перегретого пара, °С t0 = tпп var 
6 Температура питательной воды, °С 280-330 var 
7 Расход пара промежуточного перегрева, кг/с определяется, исходя из tпв var 
8 Давление в конденсаторе, кПа 5 const 
9 КПД котла брутто, % 93 const 

10 Внутренний относительный КПД ЦВД, % 88 const 
11 Внутренний относительный КПД ЦСД, % 91 const 
12 Внутренний относительный КПД ЦНД, % 86 const 
13 КПД конденсатного насоса, % 80 const 
14 КПД питательного насоса, % 85 const 
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2.2 Методика выполнения исследования влияния параметров тепловых схем на эффективность 

высокотемпературных энергоблоков 

 

В ходе анализа существующих высокотемпературных тепловых схем были сформулированы 

задачи исследования влияния параметров тепловой схемы на КПД энергоблока. В частности, тре-

буется исследовать влияние температуры питательной воды и давления промежуточного пере-

грева на показатели эффективности ТЭС для множества значений начальных параметров пара, 

принадлежащих диапазону 26-35 МПа / 580-720 °С. Для получения корректных результатов 

также необходимо провести проверку на предмет наличия взаимозависимости между двумя 

этими параметрами. Конечной целью выполнения исследования является получение количе-

ственных оценок КПД энергоблока нетто в зависимости от начальных параметров пара (P0, t0).  

Исследование было выполнено путем проведения вариантных расчетов тепловой схемы, 

представленной на рисунке 2.8. Каждый этап расчетов выполнялся для множества комбинаций 

начальных параметров пара: 

– давление свежего пара P0 = 26 МПа: t0 = 580; 620; 660; 700; 720 оС; 

– давление свежего пара P0 = 28 МПа: t0 = 580; 620; 660; 700; 720 оС; 

– давление свежего пара P0 = 30 МПа: t0 = 580; 620; 660; 700; 720 оС; 

– давление свежего пара P0 = 32 МПа: t0 = 580; 620; 660; 700; 720 оС; 

– давление свежего пара P0 = 35 МПа: t0 = 580; 620; 660; 700; 720 оС. 

При этом неизменными параметрами для каждой серии вычислений являлись:  

– КПД котельного агрегата брутто – 93 %; 

– топливо: длиннопламенный кузнецкий каменный уголь Талдинского угольного разреза с 

низшей теплотой сгорания 22417 кДж/кг; 

– давление в конденсаторе – 5 кПа; 

– внутренний относительный КПД ЦВД – 88 %; 

– внутренний относительный КПД ЦСД – 91 %; 

– внутренний относительный КПД ЦНД – 86 %; 

– КПД механический – 99 %; 

– КПД электрогенератора – 98,8 %; 

– КПД питательного насоса – 85 %; 

– КПД конденсатного насоса – 80 %. 

На первом этапе исследования влияния термодинамических параметров цикла на КПД энер-

гоблока выполнялись вариантные расчеты, где для каждого сочетания начальных параметров 
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пара варьировалась температура питательной воды в диапазоне 280-330 °С с шагом в 10 °С. Дав-

ление промежуточного перегрева было выбрано равным 16 % от P0, температура пара после про-

межуточного перегрева принята равной начальной температуре пара. В ходе расчета параметры 

пара в ПВД 2 были привязаны к параметрам пара на выхлопе ЦВД. В случае невозможности 

обеспечения низких температур питательной воды (280-290 °С) при высоком давлении свежего, 

а, соответственно, и перегретого пара отключение первого ПВД не производилось. Такие точки 

исключались из общей зависимости. Также исключались из графиков зависимости точки, соот-

ветствующие низким значениям давления и высокой температуре питательной воды, в силу низ-

кой эффективности такой комбинации параметров схемы. 

Проверка наличия взаимосвязи между tпв и оптимальным значением Pпп также проводилась 

методом вариантных расчетов. Для этого были повторно проведены расчеты тепловых схем, где 

в качестве варьируемых параметров была снова использована температура питательной воды. 

Значение давления промежуточного перегрева было принято по результатам исследования вли-

яния Pпп на термический КПД цикла – было выбрано значение, обеспечивающее максимальную 

термодинамическую эффективность. 

Далее выполнялась проверка достижения максимального термического КПД тепловой схемы 

с регенерацией и однократным промежуточным перегревом, которая проводилась путем прове-

дения уточняющих расчетов, в ходе которых задавались значения отклонения Pпп. Проверочные 

отклонения составляли ± 0,5, ± 1, ± 1,5 МПа. Если по результатам проверки базовому значению 

давления промежуточного перегрева соответствовало максимальное значение КПД, то процесс 

оптимизации в части тепловых схем считался завершенным и оптимальное значение КПД брутто 

приравнивалось к рассчитанному КПД по базовому значению Pпп. Если при отклонении давления 

промежуточного перегрева обнаруживалась тенденция к росту или снижению термической эф-

фективности, то определялся новый оптимум давления промежуточного перегрева и расчет теп-

ловой схемы повторялся с новым значением КПД. Необходимость проведения итерационных 

расчетов является признаком наличия зависимости между tпв и opt. Pпп. 

 

 

2.3 Исследование влияния температуры питательной воды на КПД высокотемпературного  

энергоблока 

 

Переход к высокотемпературным энергоблокам сопровождается как ростом начального дав-

ления пара, так и повышением давления пара после промежуточного перегрева. Доказано, что 
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при сохранении числа регенеративных подогревателей для фиксированных значений P0 и Pпп су-

ществует оптимальное значение tпв, при котором достигается наибольший КПД энергоблока. 

В большинстве реализованных тепловых схем на суперсверхкритические параметры пара 

(26-30 МПа / 580-620 °С) с однократным промежуточным перегревом регенеративная система 

включает в себя девять подогревателей питательной воды: три ПВД, деаэратор, пять ПНД. При 

этом давление второго по пару регенеративного отбора определяется непосредственно парамет-

рами перегретого пара, увеличение которого повышает температуру насыщения отборного пара, 

а, следовательно, и температуру питательной воды. Повышение отборных параметров пара про-

исходит во всех регенеративных подогревателях питательной воды. При некотором значении 

температуры питательной воды величины подогрева могут быть выровнены. Такому состоянию 

соответствует максимальный электрический КПД турбоустановки. Предполагается, что дальней-

шее увеличение температуры питательной воды (при фиксированном значении Pпп) будет приво-

дить к увеличению подогрева в первом по ходу пара в турбине регенеративном подогревателе, в 

то время как во втором подогрев останется неизменным. Задача исследования, приведенного в 

данном разделе, состоит в определении конкретных зависимостей изменения КПД энергоблока 

от температуры питательной воды для множества различных комбинаций начальных параметров 

пара, а также в определении степени смещения оптимума температуры питательной воды при 

изменении соотношения P0 / Pпп. 

На рисунке 2.9 и в таблице 2.5 представлены результаты вариантных расчетов тепловой 

схемы, изображенной на рисунке 2.8. На представленных рисунках показана зависимость изме-

нения КПД энергоблока от повышения температуры питательной воды для различных значений 

давления промежуточного перегрева. Давление промежуточного перегрева для выполнения 

условия сопоставимости полученный данных было выбрано равным 16 % от P0.  

Анализ зависимостей, представленных на рисунке 2.9, показывает, что при сохранении соот-

ношения P0 / Pпп постоянным, значение температуры питательной воды, при котором обеспечи-

вается максимум КПД энергоблока, не претерпевает изменений и принадлежит диапазону значе-

ний 315-320 °С. Повышение температуры питательной воды сверх оптимальных значений ведет 

к увеличению подогрева в ПВД 1 и снижает эффективность регенеративной системы. 
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Рисунок 2.9 – Зависимость КПД энергоблока брутто от температуры питательной воды  

(t0 = tпп = 580 °С) 

 

Таблица 2.5 – Зависимость КПД энергоблока брутто от температуры питательной воды (t0 = tпп = 

580 °С) 

P0 / Pпп 
КПД энергоблока (t0 = tпп = 720 °С) 

tпв = 280 °С tпв = 290 °С tпв = 300 °С tпв = 310 °С tпв = 320 °С 
26 / 4,16 44,45 44,63 44,67 44,7 44,71 
28 / 4,48 44,78 44,87 44,91 44,94 44,95 
30 / 4,8 44,98 45,08 45,13 45,16 45,17 
32 / 5,12 45,16 45,27 45,35 45,38 45,39 
35 / 5,6 45,38 45,52 45,62 45,68 45,69 

 

Согласно проведенному анализу существующих тепловых схем, приведенных в разделе 2.1, 

отношение давления свежего пара к давлению пара после промежуточного перегрева характери-

зуется большим разбросом данных. При схожих параметрах пара 27-29 МПа / 590-610 °С данная 

величина может принимать любое значение в диапазоне от 0,19 до 0,25. При этом также наблю-

дается тенденция к смещению отношения давлений свежего и перегретого пара от 0,14 (для СКП 

энергоблоков) к 0,2 при переходе к ССКП пара. Следовательно, необходимо исследовать влияние 

давления промежуточного перегрева на эффективность энергоблока и определить для каждой 

комбинации начальных параметров пара оптимальное давление промежуточного перегрева.  

Базируясь на имеющихся данных, может быть выдвинута гипотеза о том, что для фиксиро-

ванных параметров свежего пара соотношение P0 / Pпп, обеспечивающее максимум КПД энерго-

блока, при различных значениях температуры питательной воды может принимать различные 

значения. 
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В целях определения оптимальной температуры питательной воды необходимо выполнить 

проверку на предмет наличия взаимосвязи между температурой оптимальным значением Pпп и 

температурой питательной воды. Исходными условиями для проверочного расчета были вы-

браны параметры пара 32 МПа / 720 °С и 35 МПа / 720 °С. Для обоих вариантов тепловой схемы 

проведены расчеты КПД энергоблока в зависимости от температуры питательной воды при зна-

чениях Pпп = 4,5; 5; 5,5 МПа. Полученные данные представлены на рисунке 2.10 и в таблицах 2.6 

и 2.7.  

 

 
а) 

 
б) 

а) – P0 = 32 МПа, t0 = 720 °С; б) – P0 = 35 МПа, t0 = 720 °С 

Рисунок 2.10 – Зависимость КПД энергоблока брутто от температуры питательной воды при 

различных давлениях перегретого пара 

 

47,8

47,85

47,9

47,95

48

48,05

48,1

280 290 300 310 320 330

К
П

Д
 э

не
рг

об
ло

ка
, %

Температура питательной воды Тпв, °С

Pпп=4,5МПа
Pпп=5МПа
Pпп=5,5МПа

48,05
48,1

48,15
48,2

48,25
48,3

48,35
48,4

48,45

280 290 300 310 320 330

К
П

Д
 э

не
рг

об
ло

ка
, %

Температура питательной воды Тпв, °С

Pпп=4,5МПа
Pпп=5МПа
Pпп=5,5МПа

 

 



81 
 
Таблица 2.6 – Зависимость КПД энергоблока брутто от температуры питательной воды 

(P0 = 32 МПа, t0 = 720 °С) 

Pпп, МПа КПД энергоблока (P0 = 32 МПа, t0 = 720 °С) 
tпв = 280 °С tпв = 290 °С tпв = 300 °С tпв = 310 °С tпв = 320 °С tпв = 330 °С 

4,5 47,81 47,91 47,96 47,98 47,95 47,88 
5 47,82 47,93 48 48,03 48,02 47,97 

5,5 47,83 47,93 48,01 48,06 48,06 48,02 
 

Таблица 2.7 – Зависимость КПД энергоблока брутто от температуры питательной воды 

(P0 = 35 МПа, t0 = 720 °С) 

Pпп, МПа КПД энергоблока (P0 = 35 МПа, t0 = 720 °С) 
tпв = 280 °С tпв = 290 °С tпв = 300 °С tпв = 310 °С tпв = 320 °С tпв = 330 °С 

4,5 48,11 48,21 48,28 48,31 48,32 48,24 
5 48,14 48,25 48,33 48,37 48,38 48,33 

5,5 48,14 48,26 48,35 48,41 48,42 48,39 
 

Анализ рисунка 2.10 показывает, что повышение Pпп с 4,5 до 5,5 МПа при начальных пара-

метрах пара P0 = 32 МПа, t0 = 720 °С приводит к смещению оптимальной температуры питатель-

ной воды от 310 до 315 °С. При этом произошло изменение соотношения P0 / Pпп с 0,14 до 0,17. 

Аналогичная закономерность прослеживается для тепловой схемы с параметрами P0 = 35 МПа, 

t0 = 720 °С. Рост Pпп с 4,5 до 5,5 МПа привел к сдвигу температуры питательной воды с 315 до 

320 °С. 

Таким образом, предварительно подтверждается гипотеза о влиянии температуры питатель-

ной воды на давление промежуточного перегрева. Более подробное исследование данного явле-

ния представлено в разделе 2.4 диссертации. 

 

2.4 Оптимизация температуры питательной воды и давления промежуточного перегрева пара в 

тепловых схемах высокотемпературных энергоблоков 

 

Повышение температуры питательной воды приводит к росту термической эффективности 

вследствие увеличения средней интегральной температуры подвода теплоты в подцикл до про-

межуточного перегрева пара. В свою очередь это оказывает влияние на величину прироста эф-

фективности, которую обеспечивает подцикл с промежуточным перегревом пара. Критерием до-

стижения положительного эффекта от промежуточного перегрева пара является превышение 

средней интегральной температуры подвода теплоты в подцикле промежуточного перегрева над 

средней интегральной температурой подвода теплоты в подцикл первичного пара. Выполнение 
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этого условия приводит к увеличению общей средней интегральной температуры подвода теп-

лоты в цикл. 

Для недопущения снижения эффективности добавочного перегрева пара с ростом tпв необхо-

димо повышать давление промежуточного перегрева, что в свою очередь снижает располагаемый 

теплоперепад в ЦВД и снижает относительное приращение КПД, обеспечиваемое ПП. Повыше-

ние средней интегральной температуры подвода теплоты в базовый цикл, направленное на рост 

эффективности, и приближение этой температуры к средней интегральной температуре подвода 

теплоты в дополнительный цикл является основой двухкритериальной оптимизационной задачи 

по совместному определению температуры питательной воды и давления промежуточного пере-

грева при изменении начальных параметров пара. Наглядно данное явление представлено на ри-

сунках 2.11, 2.12, 2.13, 2.14. Расчетные данные приведены в таблицах 2.8, 2.9, 2.10, 2.11. 

 

 
Рисунок 2.11 – Зависимость КПД энергоблока брутто от давления промежуточного перегрева 

для различных температур питательной воды (t0 = tпп = 580 °С, P0 = 30 МПа) 
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Рисунок 2.12 – Зависимость КПД энергоблока брутто от давления промежуточного перегрева 

для различных температур питательной воды (t0 = tпп = 580 °С, P0 = 32 МПа) 

 

 
Рисунок 2.13 – Зависимость КПД энергоблока брутто от давления промежуточного перегрева 

для различных температур питательной воды (t0 = tпп = 580 °С, P0 = 35 МПа) 
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Рисунок 2.14 – Зависимость КПД энергоблока брутто от давления промежуточного перегрева 

для различных температур питательной воды (t0 = tпп = 720 °С, P0 = 35 МПа) 

 

Таблица 2.8 – Зависимость КПД энергоблока брутто от давления промежуточного перегрева для 

различных температур питательной воды (t0 = tпп = 580 °С, P0 = 30 МПа) 

tпв, °С КПД энергоблока (P0 = 30 МПа, t0 = 580 °С) 
Pпп = 3 МПа Pпп = 4,5 МПа Pпп = 5 МПа Pпп = 5,5 МПа 

280 44,7 44,98 44,98 44,96 
290 44,74 45,07 45,09 45,07 
300 44,76 45,1 45,15 45,15 
310 44,78 45,13 45,18 45,19 

 

Таблица 2.9 – Зависимость КПД энергоблока брутто от давления промежуточного перегрева для 

различных температур питательной воды (t0 = tпп = 580 °С, P0 = 32 МПа) 

tпв, °С КПД энергоблока (P0 = 32 МПа, t0 = 580 °С) 
Pпп = 3 МПа Pпп = 4,5 МПа Pпп = 5 МПа Pпп = 5,5 МПа Pпп = 7 МПа 

280 44,84 45,15 45,16 45,14  
290 44,89 45,24 45,27 45,27 45,14 
300 44,89 45,31 45,35 45,36 45,26 
310 44,89 45,32 45,39 45,39 45,33 
320 44,9 45,33 45,39 45,41 45,37 
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Таблица 2.10 – Зависимость КПД энергоблока брутто от давления промежуточного перегрева для 

различных температур питательной воды (t0 = tпп = 580 °С, P0 = 35 МПа) 

tпв, °С КПД энергоблока (P0 = 35 МПа, t0 = 580 °С) 
Pпп = 3 МПа Pпп = 4,5 МПа Pпп = 5 МПа Pпп = 5,5 МПа Pпп = 7 МПа 

280 45,01 45,36 45,38 45,38  
290 45,08 45,47 45,51 45,52 45,42 
300 45,09 45,54 45,59 45,62 45,55 
310 45,1 45,58 45,68 45,68 45,64 
320 45,1 45,58 45,65 45,69 45,69 

 

Таблица 2.11 – Зависимость КПД энергоблока брутто от давления промежуточного перегрева для 

различных температур питательной воды (t0 = tпп = 720 °С, P0 = 35 МПа) 

tпв, °С КПД энергоблока (P0 = 35 МПа, t0 = 720 °С) 
Pпп = 3 МПа Pпп = 4,5 МПа Pпп = 5 МПа Pпп = 5,5 МПа Pпп = 7 МПа 

280 47,78 48,11 48,14 48,14 48,03 
290 47,84 48,21 48,25 48,26 48,18 
300 47,86 48,28 48,33 48,35 48,29 
310 47,86 48,31 48,37 48,41 48,38 
320 47,87 48,32 48,38 48,42 48,42 

 

Анализ полученных данных свидетельствует от том, что вне зависимости от сочетания 

начальных параметров пара повышение температуры питательной воды приводит к смещению 

оптимального значения Pпп в сторону увеличения, что подтверждает выдвинутую гипотезу. 

Согласно кривым, изображенным на рисунках 2.11 и 2.14, при повышении начального дав-

ления пара с 30 до 32 МПа при неизменной температуре перегретого и свежего пара смещение 

точки оптимального давления ПП для температуры питательной воды 280 °С составляет 

0,15 МПа (с 4,75 до 4,9 МПа). При повышении температуры до 310 °С оптимальное значение 

давления ПП также смещается вправо на 0,18 МПа (с 5,5 до 5,68 МПа). То есть изменение началь-

ного давления на 6,6 %, смещает оптимальное значение давления промежуточного перегрева на 

3,1-3,2 % в сторону более высоких значений. С другой стороны, при постоянных параметрах P0, 

Pпп, t0 и tпп рост температуры питательной воды с 280 до 310 °С повышает давление ПП, которому 

соответствует максимум термической эффективности. В соответствии с рисунками с 2.11 по 2.14 

повышения tпв на 1 % сдвигает оптимум давления ПП на 1,8-2 %. 

Выявленное влияние температуры питательной воды на оптимум давления промежуточного 

перегрева обуславливает необходимость проведения совместной оптимизации их значений. Про-

цесс оптимизации был выполнен путем последовательных уточнений давления промежуточного 

перегрева после выполнения проверки на предмет соответствия его максимуму эффективности.  
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Базовое значение Pпп было выбрано в предыдущем разделе диссертации в ходе термодина-

мического анализа цикла Ренкина. Оно было использовано в качестве стартового параметра при 

решении оптимизационной задачи. Для получения всеобъемлющих, исчерпывающих результа-

тов, применимых ко множеству высокотемпературных энергоблоков, процесс оптимизации вы-

полнялся для множества комбинаций начальных параметров пара, перечень которых был обозна-

чен в разделе 2.2 настоящей главы. Варьируемым параметром расчета для каждой комбинации 

начальных параметров пара являлась температура питательной воды, которая задавалась в диа-

пазоне 280-330 °С. 

Полученные результаты приведены на рисунках 2.15, 2.16, 2.17, 2.18, 2.19 и в таблицах 2.12, 

2.13, 2.14, 2.15, 2.16. 

 

 
Рисунок 2.15 – Изменение термического КПД энергоблока брутто от температуры питательной 

воды для различных значений начальной температуры пара (P0 = 26 МПа) 
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Рисунок 2.16 – Изменение термического КПД энергоблока брутто от температуры питательной 

воды для различных значений начальной температуры пара (P0 = 28 МПа) 

 

 
Рисунок 2.17 – Изменение термического КПД энергоблока брутто от температуры питательной 

воды для различных значений начальной температуры пара (P0 = 30 МПа) 
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Рисунок 2.18 – Изменение термического КПД энергоблока брутто от температуры питательной 

воды для различных значений начальной температуры пара (P0 = 32 МПа) 

 

 
Рисунок 2.19 – Изменение термического КПД энергоблока брутто от температуры питательной 

воды для различных значений начальной температуры пара (P0 = 35 МПа) 
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Таблица 2.12 – Изменение термического КПД энергоблока брутто от температуры питательной 

воды для различных значений начальной температуры пара (P0 = 26 МПа) 

tпв, °С КПД энергоблока (P0 = 26 МПа) 
t0 = 580 °С t0 = 620 °С t0 = 660 °С t0 = 700 °С t0 = 720 °С 

280 44,45 45,33 46,09 46,74 46,98 
290 44,56 45,42 46,16 46,8 47,02 
300 44,63 45,47 46,19 46,82 47,02 
310 44,65 45,49 46,18 46,8 46,97 
320 44,63 45,45 46,11 46,73 46,88 
330 44,54 45,35 45,99 46,6 46,73 

 

Таблица 2.13 – Изменение термического КПД энергоблока брутто от температуры питательной 

воды для различных значений начальной температуры пара (P0 = 28 МПа) 

tпв, °С КПД энергоблока (P0 = 28 МПа) 
t0 = 580 °С t0 = 620 °С t0 = 660 °С t0 = 700 °С t0 = 720 °С 

280 44,6 45,58 46,35 47,01 47,29 
290 44,73 45,68 46,44 47,07 47,34 
300 44,82 45,75 46,49 47,1 47,36 
310 44,87 45,78 46,5 47,09 47,34 
320 44,88 45,75 46,47 47,03 47,27 
330 44,83 45,68 46,37 46,92 47,15 

 

Таблица 2.14 – Изменение термического КПД энергоблока брутто от температуры питательной 

воды для различных значений начальной температуры пара (P0 = 30 МПа) 

tпв, °С КПД энергоблока (P0 = 30 МПа) 
t0 = 580 °С t0 = 620 °С t0 = 660 °С t0 = 700 °С t0 = 720 °С 

280  45,74 46,58 47,27 47,56 
290  45,87 46,69 47,36 47,63 
300 45 45,96 46,76 47,41 47,67 
310 45,07 46,01 46,79 47,42 47,67 
320 45,1 46,02 46,78 47,39 47,62 
330 45,08 45,98 46,71 47,3 47,52 

 

Таблица 2.15 – Изменение термического КПД энергоблока брутто от температуры питательной 

воды для различных значений начальной температуры пара (P0 = 32 МПа) 

tпв, °С КПД энергоблока (P0 = 32 МПа) 
t0 = 580 °С t0 = 620 °С t0 = 660 °С t0 = 700 °С t0 = 720 °С 

280   46,78 47,5 47,82 
290  46,05 46,9 47,6 47,91 
300 45,14 46,16 46,99 47,67 47,97 
310 45,23 46,23 47,04 47,7 47,98 
320 45,28 46,26 47,05 47,68 47,96 
330 45,28 46,24 47,01 47,62 47,89 
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Таблица 2.16 – Изменение термического КПД энергоблока брутто от температуры питательной 

воды для различных значений начальной температуры пара (P0 = 35 МПа) 

tпв, °С КПД энергоблока (P0 = 35 МПа) 
t0 = 580 °С t0 = 620 °С t0 = 660 °С t0 = 700 °С t0 = 720 °С 

280    47,8 48,14 
290   47,17 47,93 48,26 
300  46,39 47,28 48,02 48,34 
310 45,36 46,49 47,36 48,08 48,39 
320 45,44 46,55 47,4 48,1 48,39 
330 45,47 46,56 47,39 48,07 48,35 

 

Анализ полученных результатов показал, что для каждого значения начального давления 

пара с повышением температуры свежего и перегретого пара наблюдается тенденция к сниже-

нию оптимальной температуры питательной воды. Так при P0 = 35 МПа повышение температуры 

пара с 580 до 720 °С сдвигает оптимум tпв на 20 до 310 °С. Аналогичная картина прослеживается 

для более низких давлений.  

Характер полученных кривых, а также повышение минимальной температуры питательной 

воды для начальных давлений 30-35 МПа при пониженных температурах (580-620 °С) объясня-

ется неравенством для каждого графика заданных значений давления промежуточного перегрева, 

представленных в таблице 2.5. Полученные значения КПД энергоблока брутто и значение давле-

ния промежуточного перегрева не являются окончательными и требуют уточнения.  

Для проведения проверки на предмет достижения максимальных значений КПД проводился 

повторный расчет тепловых схем, где для каждой комбинации P0 / t0 при оптимальной tпв, опре-

деленной на основе анализа рисунков с 2.15 по 2.19, задавались соседние значения Pпп относи-

тельно базовой точки. В случае превышения новых расчетных значений КПД брутто над макси-

мальным значением КПД, достигнутым в ходе предыдущего расчета, осуществлялся новый по-

иск оптимального давления промежуточного перегрева. Результаты проверки и новые значения 

Pпп представлены в таблицах с 2.17 по 2.21. 

 

Таблица 2.17 – Определение нового значения оптимума по давлению ПП для P0 = 26 МПа 

t0, °С Изменение Pпп относительно базового значения, МПа Pпп
opt 

-3,5 -2,5 -1,5 -1 -0,5 0 +0,5 +1 +1,5 
580    44,67 44,68 44,65 44,61   5,4 
620     45,48 45,49 45,46   5,3 
660      46,19 46,21 46,2  4,9 
700      46,82 46,87 46,87  4,8 
720      47,02 47,1 47,13 47,14 4,7 
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Таблица 2.18 – Определение нового значения оптимума по давлению ПП для P0 = 28 МПа 

t0, °С Изменение Pпп относительно базового значения, МПа Pпп
opt 

-3,5 -2,5 -1,5 -1 -0,5 0 +0,5 +1 +1,5 
580  44,78 44,91 44,93 44,91 44,88    5,65 
620     45,77 45,78 45,76   5,45 
660      46,5 46,52 46,51  5,35 
700      47,1 47,15 47,17 47,16 5,1 
720      47,36  47,48 47,48 5,05 

 

Таблица 2.19 – Определение нового значения оптимума по давлению ПП для P0 = 30 МПа 

t0, °С Изменение Pпп относительно базового значения, МПа Pпп
opt 

-3,5 -2,5 -1,5 -1 -0,5 0 +0,5 +1 +1,5 
580  45,12 45,18 45,17  45,1    5,75 
620    46,01 46,03 46,02    5,7 
660     46,76 46,79 46,79   5,55 
700      47,42 47,76 47,76  5,25 
720      47,67 47,73 47,76 47,76 5,1 

 

Таблица 2.20 – Определение нового значения оптимума по давлению ПП для P0 = 32 МПа 

t0, °С Изменение Pпп относительно базового значения, МПа Pпп
opt 

-3,5 -2,5 -1,5 -1 -0,5 0 +0,5 +1 +1,5 
580 45,21 45,37 45,4 45,38  45,29    6,35 
620   46,25 46,28 46,28 46,26    6,15 
660    46,98  47,05 47,05 47,03  6,0 
700      47,7 47,73 47,73  5,8 
720      47,98 48,07 48,06  5,55 
 

Таблица 2.21 – Определение нового значения оптимума по давлению ПП для P0 = 35 МПа 

t0, °С Изменение Pпп относительно базового значения, МПа Pпп
opt 

-3,5 -2,5 -1,5 -1 -0,5 0 +0,5 +1 +1,5 
580 45,64 45,68 45,65 45,6 45,54 45,48   45,23 6,7 
620  46,5 46,59 46,6 46,59 46,56    6,55 
660  47,13  47,38 47,4 47,4 47,38   6,5 
700  47,47  47,99 48,06 48,1 48,11 48,11 48,09 6,35 
720  47,59  48,24  48,39 48,41 48,41  5,95 

 

В зависимости от совокупности значений исходных параметров в ходе уточняющего расчета 

максимальный прирост КПД от уточнения давления промежуточного перегрева составил до 0,2 

%. 

Для установления окончательной зависимости КПД энергоблока брутто от температуры пи-

тательной воды для множества сочетаний начальных параметров высокотемпературных энерго-

блоков была выполнена еще одна вычислительная итерация, в рамках которой была проведена 

повторная серия вариантных расчетов с уточненными значениями Pпп. 
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Полученные результаты приведены на рисунках 2.20, 2.21, 2.22, 2.23, 2.24 и в таблицах 2.22, 

2.23, 2.24, 2.25, 2.26. 

 

 
Рисунок 2.20 – Уточненный график зависимости КПД энергоблока брутто от температуры пита-

тельной воды для различных значений t0 (P0 = 26 МПа) 

 

 
Рисунок 2.21 – Уточненный график зависимости КПД энергоблока брутто от температуры пита-

тельной воды для различных значений t0 (P0 = 28 МПа) 
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Рисунок 2.22 – Уточненный график зависимости КПД энергоблока брутто от температуры пита-

тельной воды для различных значений t0 (P0 = 30 МПа) 

 

 
Рисунок 2.23 – Уточненный график зависимости КПД энергоблока брутто от температуры пита-

тельной воды для различных значений t0 (P0 = 32 МПа) 
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Рисунок 2.24 – Уточненный график зависимости КПД энергоблока брутто от температуры пита-

тельной воды для различных значений t0 (P0 = 35 МПа) 

 

Таблица 2.22 – Уточненный график зависимости КПД энергоблока брутто от температуры пита-

тельной воды для различных значений t0 (P0 = 26 МПа) 

tпв, °С КПД энергоблока (P0 = 26 МПа) 
t0 = 580 °С t0 = 620 °С t0 = 660 °С t0 = 700 °С t0 = 720 °С 

280 44,53 45,33 46,09 46,75 47,07 
290 44,61 45,42 46,17 46,83 47,14 
300 44,66 45,48 46,21 46,87 47,17 
310 44,68 45,49 46,21 46,87 47,17 
320 44,64 45,45 46,16 46,82 47,12 
330 44,54 45,35 46,06 46,72 47,02 

 

Таблица 2.23 – Уточненный график зависимости КПД энергоблока брутто от температуры пита-

тельной воды для различных значений t0 (P0 = 28 МПа) 

tпв, °С КПД энергоблока (P0 = 28 МПа) 
t0 = 580 °С t0 = 620 °С t0 = 660 °С t0 = 700 °С t0 = 720 °С 

280 44,73 45,58 46,35 47,02 47,34 
290 44,84 45,69 46,44 47,12 47,43 
300 44,92 45,75 46,49 47,17 47,48 
310 44,95 45,78 46,52 47,19 47,5 
320 44,93 45,76 46,5 47,16 47,47 
330 44,85 45,68 46,42 47,09 47,4 
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Таблица 2.24 – Уточненный график зависимости КПД энергоблока брутто от температуры пита-

тельной воды для различных значений t0 (P0 = 30 МПа) 

tпв, °С КПД энергоблока (P0 = 30 МПа) 
t0 = 580 °С t0 = 620 °С t0 = 660 °С t0 = 700 °С t0 = 720 °С 

280 44,94 45,79 46,58 47,27 47,6 
290 45,06 45,91 46,69 47,37 47,69 
300 45,14 45,99 46,76 47,44 47,76 
310 45,19 46,03 46,79 47,47 47,78 
320 45,18 46,03 46,79 47,46 47,77 
330 45,12 45,98 46,73 47,4 47,7 

 

Таблица 2.25 – Уточненный график зависимости КПД энергоблока брутто от температуры пита-

тельной воды для различных значений t0 (P0 = 32 МПа) 

tпв, °С КПД энергоблока (P0 = 32 МПа) 
t0 = 580 °С t0 = 620 °С t0 = 660 °С t0 = 700 °С t0 = 720 °С 

280 45,07 45,97 46,78 47,5 47,82 
290 45,21 46,1 46,9 47,6 47,93 
300 45,32 46,2 46,99 47,68 48,01 
310 45,39 46,26 47,04 47,73 48,06 
320 45,28 46,26 47,05 47,68 48,06 
330 45,41 46,25 47,02 47,71 48,02 

 

Таблица 2.26 – Уточненный график зависимости КПД энергоблока брутто от температуры пита-

тельной воды для различных значений t0 (P0 = 35 МПа) 

tпв, °С КПД энергоблока (P0 = 35 МПа) 
t0 = 580 °С t0 = 620 °С t0 = 660 °С t0 = 700 °С t0 = 720 °С 

280 45,29 46,22 47,17 47,8 48,14 
290 45,45 46,37 47,17 47,93 48,26 
300 45,57 46,48 47,28 48,02 48,35 
310 45,66 46,57 47,36 48,08 48,42 
320 45,7 46,61 47,4 48,12 48,44 
330 45,69 46,6 47,4 48,11 48,43 

 

В результате второй итерации вариантных вычислений тепловых схем было уточнено опти-

мальное значение температуры питательной воды. Для энергоблока на ультрасверхкритические 

параметры (35 МПа / 720 °С) положение оптимальной точки сместилось на 10 °С до 320-322 °С. 

Эффективность при этом выросла на 0,05 %. Дальнейшие итерации показали незначительный 

прирост КПД (0,02 %), поэтому их проведение нецелесообразно. Полученные зависимости для 

высокотемпературных энергоблоков можно считать окончательными. 

Повышение температуры питательной воды ведет к росту термического КПД паротурбинной 

установки. Однако значительное увеличение значения данного параметра иногда может повлечь 

 

 



96 
 
за собой снижение КПД энергоблока, что объясняется теплотехническими особенностями функ-

ционирования котельного агрегата. 

Питательная вода после прохождения через все регенеративные подогреватели ПТУ направ-

ляется в экономайзер (ЭК) котельного агрегата, где происходит ее предварительный нагрев перед 

подачей в экранные поверхности топки котла. Простейшая схема котельной установки (КУ) П-

образной компоновки представлена на рисунке 2.25. 

 

 
Рисунок 2.25 – Простейшая схема КУ П-образной компоновки 

 

Нагрев воды в экономайзере происходит за счет охлаждения уходящих газов. Из-за разницы 

теплоемкостей горячих газов и воды первые охлаждаются намного быстрее, чем нагревается 

вода. Обычно подогрев воды в экономайзерных поверхностях нагрева котла составляет 40-60 °С, 

что охлаждает газы на 220-260 °С. 

Температура газов после ЭК обычно достигает 300-400 °С. Оставшаяся физическая теплота 

утилизируется в воздухоподогревателе (ВП). В ВП холодный воздух от температуры tхв нагрева-

ется до tгв, которая является исходным параметром при проектировании КУ и определяется в 

зависимости от вида топлива – чем больше реакционная способность у угля, тем ниже tгв. Для 

высококачественных кузнецких каменных углей обычно выбирают температуру 350-400 °С. 
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Температура уходящих газов за ВП является одним из определяющих факторов КПД КУ. 

Температура уходящих газов выбирается в зависимости от точки росы, которая рассчитывается 

для каждого конкретного состава продуктов сгорания и давления в тракте. Для недопущения кон-

денсации водяных паров, залива и коррозии газового тракта температура газов за ВП в КУ на 

угольном топливе обычно выбирается не ниже 130 °С. 

Повышение температуры питательной воды резко сокращает тепловосприятие ЭК, след-

ствием чего является рост температуры газов на входе в ВП. Изменение tпв на 10 °С приводит к 

росту температуры газов на выходе из ЭК на 40-45 °С. При сохранении степени подогрева воз-

духа в ВП, неизбежно растет tух, что снижает КПД КУ, и при определенных условиях может при-

вести к падению КПД энергоблока, несмотря на положительный эффект от роста температуры 

питательной воды. Определение допустимой степени повышения температуры уходящих газов 

при условии неснижения КПД энергоблока является сложной технико-экономической задачей. 

В целях определения возможностей по повышению температуры питательной воды необхо-

димо определить граничное значение tпв, при котором обеспечивается сохранение температуры 

уходящих газов, а температура горячего воздуха при этом не превышает существующие реко-

мендации для выбранного топлива. 

Данная задача была выполнена путем проведения вариантных расчетов теплового баланса в 

конвективной шахте котельной установки на ультрасверхкритические параметры пара, эскизное 

проектирование которого было выполнено специалистами Национального исследовательского 

университета «МЭИ» (НИУ «МЭИ») [20]. Исходные данные для проведения расчетов представ-

лены в таблице 2.27. 

В качестве исходного условия была принята постоянная температура рабочей среды на вы-

ходе из ЭК – 370 °С. Фиксирование данной температуры обусловлено стремлением локализовать 

нагрев пара до температур, превышающих в 540-560 °С в пароперегревателях: ширмовом паро-

перегревателе (ШПП) и в пакетах конвективного пароперегревателя (КПП), что позволит недо-

пустить увеличения расхода высоколегированных аустенитных сталей на создание котельных 

установок с повышенными параметрами пара. В ходе проведенного конструкторского расчета 

котельного агрегата на УСКП пара при фиксировании температуры рабочей среды на выходе из 

ЭК на уровне 370 °С обеспечивалась температура пара на входе в первый пакет КПП, равная 563 

°С. 

 

 



98 
 
Таблица 2.27 – Исходные данные для проведения вариантных расчетов теплообмена в конвективной шахте котельного агрегата 

Температура 
свежего пара, °С 

Давление 
свежего пара, 

МПа 

Температура 
питательной воды, 

°С 

Температура 
холодного 
воздуха, °С 

Температура воды 
на выходе из ЭК, 

°С 

Температура газов 
на входе в ЭК, °С 

Температура 
уходящих газов, 

°С 

Расход 
пара в 

ЦВД, кг/с 

580 35 

280 20 370 560 130 692,5 
290 20 370 560 130 692,5 
300 20 370 560 130 692,5 
310 20 370 560 130 692,5 
320 20 370 560 130 692,5 
330 20 370 560 130 692,5 

620 35 

280 20 370 560 130 692,5 
290 20 370 560 130 692,5 
300 20 370 560 130 692,5 
310 20 370 560 130 692,5 
320 20 370 560 130 692,5 
330 20 370 560 130 692,5 

660 35 

280 20 370 560 130 692,5 
290 20 370 560 130 692,5 
300 20 370 560 130 692,5 
310 20 370 560 130 692,5 
320 20 370 560 130 692,5 
330 20 370 560 130 692,5 

700 35 

280 20 370 560 130 692,5 
290 20 370 560 130 692,5 
300 20 370 560 130 692,5 
310 20 370 560 130 692,5 
320 20 370 560 130 692,5 
330 20 370 560 130 692,5 

720 35 

280 20 370 560 130 692,5 
290 20 370 560 130 692,5 
300 20 370 560 130 692,5 
310 20 370 560 130 692,5 
320 20 370 560 130 692,5 
330 20 370 560 130 692,5 
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Повышение начальной температуры пара, равной температуре перегретого пара, увеличи-

вает полезное тепловосприятие котла, которое может быть определено по формуле (2.1). 

 

𝑄𝑄ка = 𝐷𝐷0 ∙ (ℎ0 − ℎпв) + 𝐷𝐷пп ∙ (ℎпп − ℎ2), (2.1) 
 

где 𝑄𝑄ка – теплота, полезно использованное в КА, кДж/с; 

𝐷𝐷0 – расход свежего пара в ЦВД, кг/с; 

𝐷𝐷пп – расход перегретого пара, кг/с; 

ℎ0 – энтальпия свежего пара, кДж/кг; 

ℎпв – энтальпия питательной воды, кДж/кг; 

ℎпп – энтальпия перегретого пара, кДж/кг; 

ℎ2 – энтальпия пара на выхлопе ЦВД, кДж/кг. 

Компенсация увеличения полезного тепловосприятия производится за счет увеличения рас-

хода топлива, рассчитываемого с помощью формулы (2.2). 

 

𝐵𝐵 =  𝑄𝑄ка
𝑄𝑄н
р∙η

, (2.2) 
 

где 𝐵𝐵 – расход топлива, кг/с; 

𝑄𝑄н
р – низшая теплота сгорания топлива, кДж/кг; 

η – КПД КУ (равен 93), %. 

С увеличением расхода топлива растет расход воздуха через ВП, необходимый для сжигания 

топлива в топке котла. Соответственно, увеличивается расход газов, омывающих поверхности 

нагрева котла, включая ЭК и ВП. Средняя теплоемкость уходящих газов выше, чем у нагревае-

мого в ВП воздуха за счет присутствия в составе продуктов горения водяного пара и трехатомных 

газов (в основном CO2). Ко всему прочему объемный выход газов превышает удельный объем-

ный расход воздуха – 6,418 м3/кг против 5,98 м3/кг. В совокупности воздействие двух этих фак-

торов должны приводить к тому, что повышение начальной температуры пара будет приводить 

к более быстрому нагреву воздуха с увеличением температуры питательной воды при условии 

сохранения температуры уходящих газов.  

Правомерность данной гипотезы доказывают результаты проведенных вариантных расчетов, 

представленные на рисунке 2.26 и в таблице 2.28 
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Рисунок 2.26 – Влияние температуры питательной воды на температуру горячего воздуха для 

t0 = 580-720 °С при условии сохранения tух (P0 = 35 МПа) 

 

Таблица 2.28 – Влияние температуры питательной воды на температуру горячего воздуха для t0 = 

580-720 °С при условии сохранения tух (P0 = 35 МПа) 

tпв, °С Температура горячего воздуха (P0 = 35 МПа) 
t0 = 580 °С t0 = 620 °С t0 = 660 °С t0 = 700 °С t0 = 720 °С 

280 213 237 258 276 285 
290 249 272 291 309 316 
300 287 308 326 342 350 
310 328 350 364 379 385 
320 372 390 400 417 423 
330 420 432 448 459 464 

 

Повышение температуры питательной воды на 50 °С приводит к резкому росту температуры 

горячего воздуха на выходе из ВП на 200-210 °С, что объясняется разницей водяных эквивален-

тов – вода в ЭК нагревается медленнее, чем остужаются газы. Снижение tпв приводит к уменьше-

нию степени подогрева воды в ЭК и к образованию избыточной физической теплоты уходящих 

газов, которая в процессе утилизации в ВП греет воздух в большей степени, чем нагревалась бы 

вода в ЭК. 

Для проведения расчетов было выбрано одно давление свежего пара, поскольку его измене-

ние слабо влияет на вид полученных кривых. Изменение давления с 35 до 30 МПа понижает tгв 

всего на 2 °С (с 285 до 283 °С), поэтому влияние начального давления при исследовании зависи-

мостей между tгв и tпв не учитывалось.  
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В результате были определены диапазоны температур питательной воды, обеспечивающие 

нагрев воздуха в ВП в пределах существующих рекомендаций при условии сохранения КПД КУ. 

Полученные результаты представлены в таблице 2.29. 

 

Таблица 2.29 – Диапазоны температур питательной воды, обеспечивающие нагрев воздуха в пре-

делах рекомендаций при условии сохранения tух 

t0, °С Минимальная допустимая tгв, °С Максимальная допустимая tгв, °С 
580 315 326 
620 311 322 
660 306 318 
700 302 315 
720 300 314 

 

Для выбранного угольного топлива (Кузнецкий уголь Талдинского разреза) по результатам 

расчета был сформулирован вывод, о том, что в перспективных энергоблоках на УСКП пара в 

целях сохранения tух в КУ не следует выбирать tпв, превышающую 315 °С.  

В случае использования угольного топлива другой марки исходные условия, приведенные в 

таблице 2.27, должны быть пересмотрены. В частности, должна быть скорректирована темпера-

тура газов на входе в ЭК. Однако общий подход и порядок действий сохраняется.  

Конечным этапом выполняемой оптимизации является совмещение полученных допусти-

мых диапазонов температуры питательной воды, обеспечивающих сохранение КПД КУ, с гра-

фиками зависимости КПД энергоблока брутто от tпв для различных сочетаний начальных пара-

метров пара. 

Окончательный выбор значения температуры питательной воды осуществляется для каждой 

комбинации начальных параметров по левой части кривой, образованной пересечением графика 

зависимости КПД брутто от tпв с линией, характеризующей максимум повышения температуры 

воды на входе в ЭК при условии постоянной температуры уходящих газов.  

Изменение КПД энергоблока от температуры питательной воды, показанное на рисунках с 

2.20 по 2.24, невелико и составляет максимум 0,2 % (в диапазоне значений температуры 280-330 

°С). В то время как повышение температуры уходящих газов в котле на 10 °С снижает КПД КУ 

примерно на 0,5 % и КПД энергоблока на 0,24 %. Поэтому рассматривать возможность повыше-

ния КПД энергоблока за счет роста температуры питательной воды, сопровождаемого повыше-

нием температуры уходящих газов, стоит только тогда, когда ограничение по tпв в области низких 

значений, а экстремум функции ηбр = f(tпв) значительно правее. В такой ситуации необходимо 

решать технико-экономическую задачу выбора наилучшего пути увеличения КПД энергоблока. 
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Совмещение рассчитанных эффектов от изменения температуры питательной воды проде-

монстрировано на рисунках 2.27, 2.28, 2.29. 

 

 
Рисунок 2.27 – Совмещение энергетических эффектов от изменения tпв при различных темпера-

турах свежего пара (P0 = 28 МПа, Pк = 5 кПа) 

 

 
Рисунок 2.28 – Совмещение энергетических эффектов от изменения tпв при различных темпера-

турах свежего пара (P0 = 32 МПа, Pк = 5 кПа) 
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Рисунок 2.29 – Совмещение энергетических эффектов от изменения tпв при различных          

температурах свежего пара (P0 = 35 МПа, Pк = 5 кПа) 

 

Анализ представленных результатов показывает, что в большинстве случаев, в особенности 

при сравнительно низких давлениях (26-30 МПа), введенное ограничение на tпв по температуре 

уходящих газов «захватывает» точку максимума КПД энергоблока брутто, что позволяет вы-

брать по ней окончательную температуру питательной воды.  

При давлении свежего пара 32 МПа кривая, ограничивающая из условия постоянства КПД 

КУ температуру питательной воды, начинает совпадать с экстремумом графика функции 

ηбр = f(tпв), что также дает возможность выбрать значения tпв, которым соответствуют макси-

мально возможные (при данной структуре тепловой схемы и прочих термодинамических пара-

метрах) значения КПД энергоблока.  

Переход к давлению в 35 МПа характеризуется смещением оптимума за ограничительную 

кривую. Наиболее сильное смещение наблюдается при температуре свежего и перегретого пара, 

равным 720 °С. В этом расчетном варианте максимальное значение КПД энергоблока брутто до-

стигается при температуре питательной воды 320-325 °С, однако условие сохранения темпера-

туры уходящих газов выполняется только до температуры 314 °С, при которой значение КПД 

энергоблока ниже всего на 0,01 % и составляет 48,43 %. Таким образом, оптимальной темпера-

турой питательной воды для энергоблоков на УСКП пара является 314 °С. 
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2.5 Исследование влияния начальных параметров пара на КПД энергоблока с                            

высокотемпературной паротурбинной установкой 

 

Выполненные в разделах 2.3 и 2.4 исследования позволили установить наилучшие с точки 

зрения максимизации КПД энергоблока значения параметров, которые, как это было показано в 

анализе высокотемпературных схем, изложенном в разделе 2.1, меняются по мере роста началь-

ных параметров пара. Так, исходя из условия равенства t0 = tпп были определены оптимальные 

значения Pпп, для каждого из которых в соответствии с установленными зависимостями была 

выбрана tпв, также соответствующая критерию максимума эффективности. Для выбранного в 

первой главе топлива в соответствии с предложенным порядком была выполнена проверка воз-

можности по повышению температуры питательной воды, при котором сохраняется температура 

уходящих газов и, соответственно, КПД КУ. 

На основе полученных данных была составлена таблица 2.30, где приведены оптимальные 

значения tпв и Pпп, которым при каждом сочетании P0 и t0 соответствуют максимальные значения 

КПД энергоблока. 

 

Таблица 2.30 – Оптимальные значения tпв и Pпп для множества сочетаний начальных параметров 

пара 

P0, 
МПа 

t0 = tпп, °С 
580 620 660 700 720 

26 Pпп = 5,0 МПа 
tпв = 308 °С 

Pпп = 5,0 МПа 
tпв = 308 °С 

Pпп = 5,0 МПа 
tпв = 308 °С 

Pпп = 5,0 МПа 
tпв = 308 °С 

Pпп = 5,0 МПа 
tпв = 308 °С 

28 Pпп = 5,4 МПа 
tпв = 312 °С 

Pпп = 5,4 МПа  
tпв = 312 °С 

Pпп = 5,4 МПа  
tпв = 312 °С 

Pпп = 5,4 МПа  
tпв = 312 °С 

Pпп = 5,4 МПа 
tпв = 312 °С 

30 Pпп = 5,75 МПа 
tпв = 316 °С 

Pпп = 5,75 МПа 
tпв = 316 °С 

Pпп = 5,75 МПа 
tпв = 316 °С 

Pпп = 5,75 МПа 
tпв = 316 °С 

Pпп = 5,75 МПа 
tпв = 316 °С 

32 Pпп = 6,0 МПа 
tпв = 320 °С 

Pпп = 6,0 МПа 
tпв = 320 °С 

Pпп = 5,96 МПа 
tпв = 318 °С 

Pпп = 5,92 МПа 
tпв = 315 °С 

Pпп = 5,88 МПа 
tпв = 314 °С 

35 Pпп = 6,31 МПа 
tпв = 325 °С 

Pпп = 6,25 МПа 
tпв = 322 °С 

Pпп = 6,17 МПа 
tпв = 318 °С 

Pпп = 6,11 МПа 
tпв = 315 °С 

Pпп = 6,09 МПа 
tпв = 314 °С 

 

На рисунке 2.30 показано изменение КПД энергоблока в зависимости от начальных парамет-

ров пара, которым соответствуют оптимальные значения давления промежуточного перегрева и 

температуры питательной воды из таблицы 2.29. В таблице 2.31 представленные численные зна-

чения КПД энергоблока от начальных параметров пара. 
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Рисунок 2.30 – Графики зависимости КПД высокотемпературного угольного энергоблока нетто 

от начальных параметров пара 

 

Таблица 2.31 – КПД нетто высокотемпературного угольного энергоблока от начальных парамет-

ров пара 

t0, °С КПД энергоблока, % 
P0 = 26 МПа P0 = 28 МПа P0 = 30 МПа P0 = 32 МПа P0 = 35 МПа 

580 42,51 42,68 42,84 43 43,19 
620 43,34 43,51 43,68 43,85 44,09 
660 44,09 44,26 44,45 44,63 44,87 
700 44,73 44,95 45,17 45,37 45,62 
720 45,05 45,27 45,49 45,71 45,96 

 

Анализ полученных данных показывает, что повышение температуры пара с 580 до 720 °С 

при фиксированном давлении и однократном промежуточном перегреве позволяет повысить 

КПД энергоблока на 2,77 %. Рост давления с 26 до 35 МПа повышает эффективность энергоблока 

при каждом значении температуры свежего пара на 0,91 %. Таким образом, переход от ССКП к 

УСКП пара позволяет поднять КПД энергоблока на 3,68 %. Пример расчета одного варианта теп-

ловой схемы с начальными параметрами пара 35 МПа / 720 °С приведен в приложении А. 
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ГЛАВА 3. РАЗРАБОТКА МОДЕЛЕЙ ОЦЕНКИ СТОИМОСТИ ВЫСОКОТЕМПЕРАТУРНОГО 

ЭНЕРГЕТИЧЕСКОГО ОБОРУДОВАНИЯ 

 

Основной статьей затрат на изготовление основного энергетического оборудования явля-

ются металлозатраты – сумма издержек, связанных с приобретением заготовок для изготовления 

деталей паровых турбин и конструкций котельных установок. Повышение стоимости создания 

энергетического оборудования с ростом начальных параметров пара объясняется не только удо-

рожанием применяемых марок сталей и увеличением их доли в структуре металлозатрат, но и 

изменением массогабаритных характеристик узлов и деталей паровых турбин и котельных агре-

гатов. 

Так, повышение температуры пара приводит к снижению предела длительной прочности, что 

обуславливает необходимость утолщения частей энергетического оборудования, работающего 

под давлением. Аустенитные стали, применяемые в высокотемпературных зонах энергоагрега-

тов, обычно имеют более высокий удельный вес (8600 кг/м3), чем стали перлитных классов (7800-

7900 кг/м3), широко используемых в оборудовании энергоблоков на параметры пара 23,5 МПа / 

540 °С. Рост температуры пара увеличивает располагаемый теплоперепад в турбоустановках, что 

ведет к увеличению длины ротора и корпуса, а также росту массы лопаточного аппарата вслед-

ствие увеличения количества ступеней. Также рост температуры пара увеличивает удельный 

объем пара, что при неизменном расходе требует увеличения площади проходного сечения про-

точной части паровой турбины, а, соответственно, происходит увеличение высоты лопаток, диа-

фрагм и толщины стенки корпуса, обусловленное ростом внутреннего диаметра. В котельных 

установках рост температуры пара ведет к необходимости увеличения площади теплообмена, что 

увеличивает массу поверхностей нагрева. 

Повышение давления приводит к очевидной необходимости увеличения толщин стенок труб 

поверхностей нагрева, коллекторов, корпусов паровых турбин, толщин стенок паропроводов.  

Построение моделей оценки стоимости, учитывающих все указанные технические особен-

ности, возможно только на основе затратного подхода, в рамках которого необходимо разрабо-

тать функциональные зависимости масс деталей и узлов энергетического оборудования от 

начальных параметров пара. Для решения поставленной задачи необходимо выявить факторы, 

оказывающие влияние на металлоемкость энергетического оборудования и установить их взаи-

мосвязи. 
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3.1 Исследование факторов, определяющих металлозатраты на создание котельных агрегатов на 

повышенные параметры пара 

 

Общемировая тенденция повышения давления и температуры острого пара с достижением 

их ультрасверхкритических параметров вынуждает отойти от традиционных методов проектиро-

вания энергоблоков. При этом изменения данных подходов могут касаться как отдельных уста-

новок электростанции, так и их взаимной компоновки. Основной причиной необходимости по-

иска новых решений, казалось бы, давно разрешенных задач является высокая стоимость паро-

проводов острого пара и пара вторичного перегрева, а также последних ступеней пароперегрева-

тельных поверхностей нагрева, которые в условиях работы на УСКП должны выполняться из 

жаропрочных сплавов нового поколения.  

Таким образом, необходимость в дополнительных затратах на прокачку теплоносителя через 

пароводяной тракт котельного агрегата сверхкритического давления компенсируется не только 

ростом КПД электростанции при повышении начальных параметров пара, но и улучшением его 

эксплуатационных характеристик. 

Котельные агрегаты угольных энергоблоков с УСКП пара разрабатываются преимуще-

ственно для пылеугольного сжигания топлива. Однако в последнее время можно говорить о но-

вом витке развития установок с циркулирующим кипящим слоем. При сжигании топлива в кипя-

щем слое (рисунок 3.1, а) воздух подается в топку с такой скоростью, чтобы частицы угля под-

держивались во взвешенном состоянии. В случае же циркулирующего кипящего слоя (ЦКС) (ри-

сунок 3.1, б) скорость воздуха несколько выше, и, хотя основная часть топлива остается в топке 

во взвешенном состоянии, часть его выносится выше условной границы слоя. Часть его оседает, 

обеспечивая, таким образом, циркуляцию топлива по всей топке, а вынесенные за ее пределы 

частицы улавливаются горячим циклоном. 

 

  
а) б) 

1 – основной воздух; 2 – топливо; 3 – вторичный воздух; 4 – вывод золы; 5 – возврат уноса; 6 – 

продукты сгорания; 7 – циклон; 8 – поверхность нагрева 

а) – сжигание в кипящем слое; б) – сжигание в циркулирующем кипящем слое 

Рисунок 3.1 – Котлы с кипящим слоем 
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Основные преимущества данной технологии сжигания топлива: 

– высокая толерантность к изменению качества топлива; 

– снижение выбросов оксидов азота за счет низкой (800-900 °С) температуры в топке; 

– высокий коэффициент теплоотдачи с газовой стороны за счет возможности теплообмена 

теплопроводностью непосредственно между горящей частицей топлива и стенкой поверхности 

нагрева; 

– простота реализации способа снижения выбросов оксидов серы при помощи ввода в топку 

известняка и доломита, которые также могут вводиться для улучшения теплообмена по выше-

описанному принципу; 

– равномерность распределения теплового потока в топке; 

– для сжигания в ЦКС не требуется тонкого размола топлива, необходимого для организации 

пылеугольного сжигания [82]. 

При всех приведенных достоинствах сжигание топлива в циркулирующем кипящем слое 

находит применение только в энергоблоках сравнительно небольшой мощности. Это связано с 

тем, что в котельных агрегатах большой паропроизводительности трудно обеспечить равномер-

ную скорость дутья в виду больших габаритов дутьевых решеток. Ранее паропроизводительность 

котла с ЦКС была ограничена 250 т/ч, однако, начиная с 1990-х гг. XX в. ситуация начала ме-

няться, и в настоящий момент паропроизводительность самого большого агрегата составляет 

1300 т/ч (таблица 3.1) [83]. 

 

Таблица 3.1 – Крупнейшие котлы с ЦКС на повышенные параметры пара 

Объект Поставщик Мощность 
блока, МВт 

Расход 
пара, т/ч 

Давление 
пара, МПа 

Температура 
пара, °С 

Прованс, Франция Альстом 250 700 16,3 567/563 
Ред Хиллс, США Альстом 2·250 453 20,3 568/541 
Зульцис, Италия Альстом 340 1013 19,7 565/580 
Шеннонбридж, 

Ирландия Фостер-Уиллер 159 407 17 563/563 

Туров, Польша Фостер-Уиллер 3·262 704 17 568/568 
Логижа, Польша Фостер-Уиллер 460 1300 28,3 563/563 

 

Также есть данные о разработке котла с ЦКС для блока мощностью 800 МВт [84], расход 

острого пара которого равен 569 кг/с или 2048,4 т/ч, давление – 31,5 МПа, температура – 604 °С. 

Паропроизводительность же разрабатываемого энергоблока с УСКП составляет 692,5 кг/с = 2493 

т/ч. Таким образом, с определенной степенью уверенности можно сказать, что в настоящее время 

технологии ЦКС не применимы к решению поставленной задачи. 

Среди прочих недостатков котлов со сжиганием топлива в ЦКС: 
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– очень высокий абразивный износ погружных поверхностей нагрева; 

– большие энергозатраты на дутье; 

– повышенный унос топлива; 

– потребность в дополнительном оборудовании для достижения высоких температур пара по 

причине низкой температуры в топке. 

С учетом всех этих негативных особенностей, а также того факта, что значительного сниже-

ния выбросов оксида азота можно добиться и при пылеугольном сжигании за счет использования 

специальных горелочных устройств, можно сделать вывод, что при разработке энергетических 

котлов для повышенных параметров пара технологию сжигания топлива в ЦКС разумно приме-

нять, прежде всего, при отсутствии доступа к высококачественному угольному топливу. Приме-

нение технологии ЦКС приносит экономические выгоды при сжигании топлив, требующих спе-

циальной серо- и азотоочистки только в условиях энергоблоков 150-300 МВт – тогда капиталь-

ные вложения и себестоимость электроэнергии на ТЭС с котлами ЦКС оказывается на 7-8 % 

ниже, чем на традиционных блоках [85]. Это означает, что наиболее перспективным типом кот-

лов для энергоблоков на ССКП и УСКП пара являются котельные установки с пылеугольным 

сжиганием топлива. 

Большинство пылеугольных котлов, работающих на современных электростанциях, имеют 

башенную (рисунок 3.2, а, 3.3) или П-образную компоновку (рисунок 3.2, б, 3.4), основные ха-

рактеристики которых представлены в таблице 3.2. 

Котлы башенной компоновки (рисунок 3.2, а) имеют ряд преимуществ перед П-образными, 

главное из которых состоит в равномерности поля скоростей и температур по сечению топки. 

Как следствие, поверхности нагрева котельных агрегатов этого типа воспринимают приблизи-

тельно равные тепловые потоки, что отменяет необходимость в усложнении гидравлической 

схемы для выравнивания параметров теплоносителя. По той же причине при работе на высоко-

зольных топливах в П-образных котлах может наблюдаться повышенный эрозионный износ 

верхней части труб пароперегревателей, так как при повороте дымовых газов центробежные 

силы отбрасывают частицы золы к внешней стенке газохода. Помимо этого, башенные котлы 

имеют лучшее механическое состояние обмуровки – из-за существенной разницы температур 

между топкой и опускным газоходом П-образного котла возникают напряжения, которые могут 

со временем привести к ее повреждениям [86].  
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а) б) 

а) – башенный котел электростанции Nordjyllandsværket, 415 МВт; 

б) – П-образный котел электростанции Fynsværket, 7400 МВт 

Рисунок 3.2 – Распространенные компоновки котельных агрегатов с повышенными                  

параметрами пара 

 

Таблица 3.2 – Типы котельных агрегатов, используемых на европейских электростанциях 

Электростанция Год 
ввода 

Мощ-
ность, 

МВ 

Тип 
котла Страна Тип 

ПП 
tПВ, 
 °С 

P0, 
бар t0 / tпп, °С 

КПД, 
 % 

Asnæsværket, блок 5 1981 640 П-обр. Дания 1 263 190 540/540 40 
Walsum, блок 9 1987 410 баш. Германия 1 253 200 535/532 39 
Fynsværket, блок 7 1991 400 П-обр. Дания 1 280 25 540/540 44 
Staudinger 1992 550 баш. Германия 1 275 262 545/562 43 
Skærbækværket, блок 
3 1997 415 баш. Дания 2 298 290 582/580/580 49 

Nordjyllandsværket, 
блок 3 1998 415 баш. Дания 2 298 290 582/580/580 47 

Avedoreværket, блок 2 2001 415 баш. Дания 1 320 305 582/600 49 
Porto Tolle, блоки 2, 
3, 4 

в раз-
работке 3·660 баш. Италия 1 315 252 604/612 45 
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Рисунок 3.3 – Котельный агрегат П-образной компоновки, разработанный для энергоблока 

УСКП 
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Рисунок 3.4 – Котельный агрегат П-образной компоновки, разработанный для энергоблока 

УСКП 
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Тем не менее, при всех описанных достоинствах, башенная компоновка котельного агрегата 

не всегда является оптимальным выбором, поскольку высота топки таких котлов, при повышен-

ных параметрах пара, составляющая более 100 м, создает большие проблемы при монтаже и тре-

бует возведения высотных зданий. П-образная компоновка, несмотря на ряд недостатков, обес-

печивает сокращение длины главных паропроводов по сравнению с котлом башенной компо-

новки, что является критичным при повышении параметров пара свыше 23,5 МПа / 540 °С.  

В российской практике также распространена Т-образная компоновка котельного агрегата, 

схема которого представлена на рисунке 3.5 и 3.6. В этом случае топка расположена между двумя 

опускными газоходами, в которых размещаются экономайзеры и промежуточные пароперегре-

ватели. Ширмовые и конвективные пароперегреватели располагаются в горизонтальных газохо-

дах. Во избежание неравномерности поля температур расход нагреваемой среды разделяется на 

две равные части, вследствие чего поверхности нагрева оказываются полностью симметрич-

ными. 

 

 
1 – НРЧ; 2 – горелки; 3 – сбросные сопла; 4 – сопла третичного дутья; 5 – ВРЧ; 6 – ШПП1; 

7 – ШПП2; 8 – Ф1; 9 – ШПП3; 10 – ППТО; 11 – КВП2; 12 – КПП; 13 – Ф2; 14 – Ф3; 15 – КВП1; 

16 – экономайзер 

Рисунок 3.5 – Котельный агрегат Т-образной компоновки ПП-1900-25-570КТ, проработанный 

Подольским машиностроительным заводом для энергоблока 600 МВт 

(570 °С; 25,01 МПа; 1600 т/ч) 
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Рисунок 3.6 – Котельный агрегат Т-образной компоновки, разработанный для энергоблока 

УСКП 
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Очевидно, что конструкция такого котла оказывается более сложной и металлоемкой за счет 

усложнения каркаса и системы перепускных паропроводов. Однако вместе с тем Т-образная ком-

поновка (показана на рисунке 3.3) имеет и ряд неоспоримых преимуществ. При равном разделе-

нии дымовых газов между двумя конвективными газоходами их скорость снижается, что влечет 

за собой одновременно увеличение необходимой площади поверхности теплообмена и снижение 

ее эрозионного износа. Таким образом, Т-образная компоновка может быть оптимальным реше-

нием для энергоблоков большой мощности, когда имеет место большой расход топлива и, соот-

ветственно, расход уходящих газов, что в свою очередь требует увеличения проходного сечения 

газохода, включая конвективную шахту. В котлах с П-образной компоновкой увеличение пло-

щади проходного сечения конвективной шахты создает значительные сложности при монтаже 

конвективных поверхностей нагрева. Этого недостатка лишена Т-образная компоновка, где кон-

вективная шахта разделяется на два газохода, каждый из которых имеет меньшую площадь про-

ходного сечения. К прочим преимуществам данного компоновочного решения можно отнести 

улучшение аэродинамики топки и температурного режима труб пароперегревателя за счет рав-

номерного распределения дымовых газов между двумя газовыми окнами и уменьшения их вы-

соты [87, 88]. 

Выбор компоновки котельного агрегата оказывает слабое влияние на величину металлоза-

трат. Общая масса котельной установки складывается из общей массы поверхностей нагрева, 

массы коллекторов и массы несущих конструкций (каркаса). При условии равенства начальных 

параметров пара и паропроизводительности общая масса поверхностей нагрева котла будет при-

мерно одинаковой. Площадь поверхности нагрева определяется разницей теплосодержания све-

жего пара и питательной воды (также разницей теплосодержания пара после промежуточного 

перегрева и теплосодержанием пара на выхлопе ЦВД) и эффективностью лучистого и конвектив-

ного теплообмена. В свою очередь эффективность конвективного теплообмена определяется ско-

ростью движения газов, которая определяется нормативно из условия обеспечения высоких экс-

плуатационных показателей. Интенсивность лучистого теплообмена в соответствии с законом 

Стефана-Больцмана является функцией температуры газов в четвертой степени. Следовательно, 

выбор компоновки котельного агрегата не оказывает существенного влияния на массу поверхно-

стей нагрева, оцениваемую в целях формирования оценки его стоимости.  

Масса коллекторов в весовой структуре котла занимает меньшую долю по сравнению с по-

верхностями нагрева. Расположение, количество и длина коллекторов меняется в зависимости от 

варианта компоновки котельной установки. Однако в силу постоянства количества трубок по-

верхностей нагрева и их ходов общая масса коллекторов в котлах, имеющих разную компоновку, 

примерно одинакова.  
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Третья составляющая абсолютной массы котла – масса каркаса – не оказывает существен-

ного влияния на общие металлозатраты. Материалом каркаса является низкоуглеродистая сталь, 

цена которой составляет 30000-35000 руб. за тонну. При массе каркаса, равной 2500-2700 т (для 

котла энергоблока К-800-23,5) [87], стоимость металла для его изготовления составит 91 млн 

руб., что составляет 0,9-1,2 % от стоимости котельной установки. Таким образом, выбор компо-

новки котельного агрегата не оказывает существенного влияния на его стоимость. 

Однако с повышением температуры пара значительное влияние на величину капитальных 

затрат начинает оказывать стоимость главных паропроводов. Очевидным фактором увеличения 

стоимости паропроводов является необходимость использования для их изготовления дорогосто-

ящих сталей, цена которых может в 40-45 раз превышать цену углеродистой стали. 

Следовательно, одной из основных задач при разработке энергоблоков с ультрасверхкрити-

ческими параметрами пара является сокращение длины паропроводов острого пара и пара после 

промежуточного перегрева. Очевидный способ решения данной задачи состоит в оптимизации 

компоновки энергоблока, а именно взаимного расположения котельного агрегата и паровой тур-

бины. При этом можно выделить два основных подхода: 

– сохраняя традиционную компоновку котельного агрегата, вынести всю турбину или как 

минимум ее цилиндр высокого давленияна уровень пароперегревателей; 

– сохраняя традиционное местоположение турбины, изменить компоновку котельного агре-

гата таким образом, чтобы его пароперегреватели оказались на ее уровне. 

В настоящий момент первый из описанных подходов активно прорабатывается в Китае, где 

рассматривается вопрос о технической возможности строительства электростанции мощностью 

1350 МВт, ЦВД паровой турбины которой вынесен на отметку пароперегревателя котельного 

агрегата и имеет отдельный электрогенератор (рисунок 3.7) [57]. 

Несмотря на кажущуюся простоту, это решение имеет ряд значительных недостатков, основ-

ной из которых связан с воздействием вибрации турбоустановки на строительные конструкции. 

Согласно нормативам виброперемещения опор турбоагрегата не должны превышать в среднем 

30 мкм, однако в процессе эксплуатации их виброскорости могут достигать 3 мм/с, особенно при 

регулировании нагрузки [89, 90]. Учитывая, что пароперегреватели котельных агрегатов с УСКП 

могут находиться на отметке более 100 м, такое техническое решение может оказаться нерабо-

тоспособным. Таким образом, вынесение ЦВД турбины на уровень пароперегревателей котла 

ставит не меньше вопросов, чем разрешает, вынуждая выделять дополнительное финансирова-

ние на строительно-монтажные работы и проведение исследований и инженерных расчетов, 

направленных на поиск наиболее жесткой и прочной конфигурации конструкции. 
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Рисунок 3.7 – Компоновка энергоблока с выносным ЦВД турбины и двумя                             

электрогенераторами 

 

Вторым способом сокращения длины паропроводов из дорогостоящих сплавов является из-

менение компоновки котельного агрегата с вынесением его пароперегревателей на уровень па-

ровой турбины, что потребует разработки котельных агрегатов с новым конструктивным профи-

лем. 

Известны два способа изменения существующих компоновок котельных агрегатов в соот-

ветствии с требованиями, диктуемыми повышением параметров пара: 

– отображение традиционной П-образной компоновки котельного агрегата относительно го-

ризонтальной оси и его размещение непосредственно в турбинном цехе; 

– расположение котельного агрегата башенной компоновки в горизонтальной плоскости па-

раллельно паротурбинной установке с совмещением выходов перегретого пара из пароперегре-

вателей котла с системой паровпуска паровой турбины. 

В качестве примера первого компоновочного решения для высокотемпературного энерго-

блока можно привести котел ПК-37, разработанный в 60-е гг. на Подольском машиностроитель-

ном заводе (рисунок 3.8, а) [91], фактически представляющий собой инвертированный П-образ-

ный котел. В настоящее время аналогичный проект энергоблока прорабатывается фирмой Alstom 

Power с той разницей, что пароперегреватель и промпароперегреватель расположены в правой 

башне (рисунок 3.8, б).  
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а) б) 

а) – продольный разрез котла ПК-37 (655/570 °С; 29,4 МПа; 710 т/ч): 1 – экономайзер; 

2, 4 – переходная зона; 3, 5 – промежуточный пароперегреватель (ППП); 6 – КПП; 7 – ШПП; 8 – 

нижняя радиационная часть (НРЧ); 9 – ВРЧ; 10 – двусветный экран; 11 – экраны поворотной 

камеры; 

б) – компоновка энергоблока с двухбашенным котлом фирмы Alstom Power 

Рисунок 3.8 – Инженерные решения с U-образной (инверсной) компоновкой котла 

 

Примером реализации второго подхода может служить котел горизонтальной компоновки с 

горизонтально ориентированной топочной камерой и вертикальными панелями топочных экра-

нов (котел Бенсона) (рисунок 3.9, а). Первоначально данный котел был разработан фирмой Sie-

mens для ПГУ, однако в дальнейшем проект был переориентирован на создание энергоблока с 

параметрами пара 35 МПа, 700/720 °С. Пример компоновки энергоблока с таким котельным аг-

регатом приведен на рисунке 3.9, б [92]. 

Очевидно, что оба из рассмотренных подходов позволяют значительно сократить длину вы-

сокотемпературных паропроводов, а значит – снизить капитальные затраты на строительство 

электростанции. Основные исходные  

Существенным недостатком инверсной компоновки является расположение холодной во-

ронки в высокотемпературных зонах в месте поворота газохода, что создает определенные про-

блемы с организацией нормальной работы системы шлакоудаления и недопущением забрасыва-

ния дымовых газов в холодные воронки. Также все варианты инверсной компоновки имеют еще 

один серьезный недостаток: при вынесении горелочных устройств на отметку 50-100 м усложня-

ется система транспорта угольной пыли и растут затраты энергии на работу тягодутьевых машин. 
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а) б) 

а) – горизонтальный котел Бенсона; б) – компоновка энергоблока с горизонтальным котлом 

Рисунок 3.9 – Инженерные решения с горизонтальной компоновкой котла 

 

Котельный агрегат с горизонтальной компоновкой лишен недостатков котла с U-образным 

конструктивным профилем. Горелочные устройства горизонтального котла расположены не 

выше отметки, равной ширине топки котла с башенной компоновкой, спроектированного на ту 

же паропроизводительность. Холодные воронки в котле горизонтального типа согласно разра-

боткам НИУ «МЭИ» в целях недопущения забрасывания в них горячих газов и выпадения зна-

чительного количества (более 5-7 %) твердых частиц должны выполняться продольными.  

Слабым местом горизонтального котла является необходимость организации сложного вих-

ревого течения горячих газов в топочном пространстве для достижения равномерного распреде-

ления тепловых потоков по экранным поверхностям нагрева и предотвращения их чрезмерного 

зашлаковывания. Решение данной задачи найдено специалистами НИУ «МЭИ» [20], которые 

предложили новую схему включения прямоточных горелок, обеспечивающую образование 

устойчивого кольцевого вихря с постоянным сечением по всей длине топочной камеры. 

На рисунке 3.10 изображена горизонтальная компоновка котельного агрегата с разнесением 

радиационных и конвективных поверхностей нагрева. В таблице 3.3 приведены основные техни-

ческие характеристики котла с новой компоновкой. Котел рассчитан на УСКП пара. 

 

Таблица 3.3 – Исходные данные для теплового расчета котельного агрегата энергоблока УСКП 

Параметр Обозначение Значение 
Расход острого пара, кг/с G1 692,5 
Расход вторичного пара, кг/с G2 530,8 
Давление острого пара, МПа Р 35 
Температура острого пара, °С t 710 
Давление промперегрева, МПа Рпп 7,2 
Температура промперегрева (холодная нитка), °С tпп1 432 
Температура промперегрева (горячая нитка), °С tпп2 720 
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Если разместить пароперегреватели таким образом, что выход горячего пара будет органи-

зован с его нижней отметки, вертикальные части трубопроводов острого и перегретого пара со-

ставят менее 20 м против 70 м при традиционной компоновке с двусветным экраном. С другой 

стороны, при горизонтальном расположении котельного агрегата возрастает площадь, занимае-

мая зданием совмещенного цеха. Однако экономия от снижения длины паропроводов оказыва-

ется больше всех дополнительных издержек, которые влечет за собой реализация горизонталь-

ной компоновки котла. Таким образом, горизонтальную компоновку котельного агрегата можно 

рассматривать как эффективный способ снижения капитальных затрат при строительстве энер-

гоблоков с УСКП. 

 

 
Рисунок 3.10 – Конструктивный профиль котельного агрегата горизонтальной компоновки с 

УСКП пара 

 

Выявление факторов, определяющих изменение конструктивных параметров котельного аг-

регата, является первым этапом на пути создания модели оценки металлозатрат и стоимости со-

здания котла при переходе к повышенным параметрам пара. 
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Как показал анализ конструкций, существует множество различных компоновок, конструк-

тивных профилей котельных агрегатов, от выбора которых будет зависеть масса главных паро-

проводов энергоблока. Поэтому, прежде чем приступать к выявлению факторов, определяющих 

стоимость строительства нового энергетического оборудования, необходимо выбрать базовую 

компоновку котельного агрегата на повышенные параметры пара. Это позволит зафиксировать 

длины паропроводов свежего и перегретого пара, от значения которых зависит их стоимость. 

Проектным топливом котла для высокотемпературного паротурбинного энергоблока явля-

ется уголь. Тип сжигания – пылеугольный. Паропроизводительность энергетического котла со-

ставляет 692,5 кг/с. При изменении начальных параметров пара в диапазоне 26-35 МПа / 580-720 

°С электрическая мощность энергоблока будет меняться в диапазоне значений 850-1050 МВт. В 

таблице 3.4 представлен перечень исходных данных, значения которых будут использованы при 

исследовании и разработке модели оценки металлозатрат на изготовление котельного агрегата. 

 

Таблица 3.4 – Перечень исходных данных для разработки моделей оценки металлозатрат 

№ п/п Наименование Значение параметра Вид параметра 
1 Паропроизводительность, кг/с 692,5 cons’t 
2 Температура свежего пара, °С 580-720 var 
3 Давление свежего пара, МПа 26-35 var 
4 Температура промежуточного перегрева, °С tпп = t0 var 
5 Давление промежуточного перегрева пара, °С opt. (II глава) var 
6 Количество промежуточных перегревов 1 cons’t 
7 Компоновка котла котла горизонтальная cons’t 
8 Расход вторичного пара, кг/с зависит от ПВД 1 и ПВД 2 var 
9 Температура питательной воды, °С opt. (II глава) var 
10 Внутренний диаметр трубок, мм 32 cons’t 
11 Марка топлива см. раздел 1.2 cons’t 

 

Стоит отметить, что существенным фактором изменения металлозатрат на создание КУ яв-

ляется паропроизводительность D. Повышение паропроизводительности с 736 до 1097 кг/с в ко-

тельных установках на СКП пара влечет за собой рост массы поверхностей нагрева с 4320 до 

5969 т [93]. Однако целью данной работы является исследование влияния начальных параметров 

пара на финансовые показатели эксплуатации паротурбинных энергоблоков. Изменение паро-

производительности привело бы к искажению характера влияния непосредственно термодина-

мических параметров пара на стоимость энергетического оборудования, поэтому паропроизво-

дительность была принята в качестве константы.  

При определении зависимости массы поверхностей нагрева от начальных параметров пара 

необходимо задать граничные условия. В данном случае граничным условием является неизмен-

ность (сохранение рекомендуемого значения) показателя массовой скорости ρω, кг/м2с. Повыше-
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ние массовой скорости сверх оптимального значения будет приводить к увеличению гидравли-

ческих потерь, а понижение – к повышению температуры поверхности металла, что может при-

вести к локальному пережогу стали. Для выведения зависимости Mпов.нагр. = f(P, t) будем исполь-

зовать понятие эквивалентного проходного сечения fэкв, м2. Данный показатель представляет со-

бой сумму проходных сечений всех трубок поверхности нагрева котла, через которую в единицу 

времени проходит полный расход пара D. Отправной точкой в формировании зависимости 

Sпов.нагр. = f(D) будет равенство (3.1). 

 

ρω = 𝐷𝐷
𝑓𝑓экв

. (3.1) 

 

Следовательно, fэкв будет определяться по (3.2). 

 

𝑓𝑓экв = 𝐷𝐷
ρω

, (3.2) 

 

где 𝑓𝑓экв = π∙𝑑𝑑внут2 ∙𝑛𝑛тр
4

,  

𝑛𝑛тр– количество трубок в элементе котла, шт. 

Таким образом, количество трубок, необходимое для пропуска пара с расходом D, при усло-

вии сохранения массовой скорости определяется по формуле (3.3). 

 

𝑛𝑛тр = ρстал ∙
4𝐷𝐷

(ρω)∙π∙𝑑𝑑внут2 , (3.3) 

 

где ρстал – удельный вес стали, кг/м3; 

𝑑𝑑внут– внутренний диаметр трубы, мм. 

Тогда масса стали, необходимая для изготовления поверхности нагрева котла SD
пн, будет 

определяться по формуле (3.4). 

 

𝑆𝑆пов.нагр
𝐷𝐷 = ρстал ∙

𝐷𝐷∙(𝑑𝑑внеш−𝑑𝑑внут)2

(ρω)∙𝑑𝑑внут2 ∙ 𝑙𝑙тр, (3.4) 

  

где 𝑑𝑑внеш– внешний диаметр трубы, мм. 

𝑙𝑙тр – длина 1 трубы элемента котла, м. 
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В соответствии с (3.4) масса поверхностей нагрева (ПН) зависит от диаметров трубок (внут-

реннего и внешнего), паропроизводительности, плотности стали, массовой скорости и длины од-

ной трубки, входящей в пакет труб поверхности нагрева, и количества трубок. Стоит отметить, 

что все перечисленные переменные, за исключением длины и разницы диаметров труб поверх-

ностей нагрева, являются константами. 

Другим значимым фактором, определяющим себестоимость нового энергетического котла, 

является давление свежего пара P0, МПа. Повышение давления свежего пара создает необходи-

мость увеличения толщины стенок труб для выполнения условия прочности. Повышение давле-

ния пара сказывается на всех поверхностях нагрева котла, но в разной степени. В целях преодо-

ления гидравлического сопротивления пароводяного тракта котла на вход котла подают давле-

ние, превышающее давление P0 на 20-25 %. Пароводяной тракт котла на повышенные параметры 

пара имеет сравнительно более высокое гидравлическое сопротивление в силу большей поверх-

ности теплообмена трубки поверхностей нагрева имеют большую длину, что увеличивает коли-

чество поворотов и разворотов потока по ходу рабочего тела.  

Поскольку давление среды снижается по мере движения рабочей среды в пароводяном 

тракте, то толщина стенки труб различных поверхностей нагрева будет отличаться. Толщина 

стенки трубки также будет меняться в зависимости от температурных условий эксплуатации. Чем 

выше температура пара, тем меньший предел длительной прочности имеет материал. Следова-

тельно, для обеспечения надежной безаварийной работы энергетического оборудования с увели-

чением температуры необходимо дополнительно наращивать толщины стенок. Определить рас-

четную толщину стенки трубы можно по формуле (3.5). 

   

δст = 𝑃𝑃∙𝑑𝑑внут
[σ]∙φ−𝑃𝑃

, (3.5) 

 

где 𝑃𝑃 – давление в соответствующем элементе котла, МПа; 

𝑑𝑑внут– внутренний диаметр трубы, мм; 

[σ]– допускаемое напряжение стали, используемой в соответствующей поверхности нагрева 

при соответствующей температуре пара, МПа; 

φ – коэффициент ослабления стенки от сварного шва. 

Важно понимать, что полученная толщина стенки, скорее всего, не будет совпадать со стан-

дартными трубами, изготавливаемыми промышленностью. В таком случае необходимо выбрать 

трубу с толщиной, превышающей расчетную. Безусловно, это приведет к дополнительному пе-

рерасходу стали на изготовление поверхностей нагрева.  

 

 



124 
 

Выражение для определения массы поверхностей нагрева котла Sp
пов.нагрi может быть запи-

сана в виде (3.6). 

 

𝑆𝑆пов.нагр𝑖𝑖
𝑝𝑝 = ρстал ∙ 𝑙𝑙тр ∙ π ∙

δ∙(2𝑑𝑑внут+δ)
4

, (3.6) 

 

Анализ формулы (3.6) позволяет сделать вывод о том, что масса металла в поверхностях 

нагрева котла имеет нелинейную зависимость от толщины стенки трубок. 

Третьим фактором, определяющим себестоимость энергетического котла, является началь-

ная температура пара t0. Повышение температуры пара создает необходимость более широкого 

применения дорогостоящих жаростойких сталей с большим содержанием легирующих добавок, 

таких как: хром, молибден, ванадий, ниобий. Применение легирующих добавок позволяет замед-

лить процесс высокотемпературной коррозии (оксидации) и повысить прочность стали при вы-

соких температурах. При температуре пара свыше 650 °С в паровых котлах резко возрастает доля 

использования сталей аустенитного класса.  

Повышение температуры меняет структуру металлозатрат, а вместе с ней меняется плот-

ность сталей и предел длительной прочности. Так, стали перлитного класса, которые обычно ис-

пользуются в поверхностях нагрева котельных установок на СКП пара, имеют плотность 7800-

7900 кг/м3. Удельный вес никелевых сталей, которые могут быть использованы для изготовления 

деталей, работающих при температурах 650-720 °С, достигает значений 8600 кг/м3. Кроме дан-

ной особенности, как отмечалось ранее, с ростом температуры снижается предел длительной 

прочности, что наглядно продемонстрировано на рисунке 3.11. 

На основе проведенного анализа была составлена диаграмма взаимосвязи параметров, отра-

жающая наличие влияния термодинамических параметров тепловой схемы на массогабаритные 

характеристики котельной установки. Полученная диаграмма представлена на рисунке 3.12 
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Рисунок 3.11 – Влияние температуры на снижение предела длительной прочности и предела 

ползучести 
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nпнi – количество труб i-й поверхности нагрева; lпнi – длина труб i-й поверхности нагрева; ρмет.пнi – плотность металла i-ой поверхности; σмет.пнi – 

допускаемое напряжение металла i-ой поверхности нагрева; Цмет.i – цена металла i-ой поверхности нагрева; МЭК – масса экономайзера; МНРЧ – 

масса НРЧ; МШПП – масса ШПП; МКПП – масса КПП; Мколл – масса коллекторов; Sмет – затраты на металл 

Рисунок 3.12 – Диаграмма взаимосвязи параметров, влияющих на массогабаритные характеристики котельной установки
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3.2 Разработка модели оценки металлозатрат на изготовление котельного агрегата на               

повышенные параметры пара 

 

Масса котельной установки складывается из двух основных слагаемых: массы вспомогатель-

ных конструкций (каркаса) и массы поверхностей нагрева и коллекторов. Масса каркаса для 

котла ПП-2650-25-545ГМН, работающего в составе энергоблока К-800-23,5, равна 2293 т, что 

составляет 24,7 % от абсолютной массы котельной установки. Каркас котла изготавливается из 

низколегированной стали, цена которой в зависимости от вида металлического изделия состав-

ляет 30000-40000 руб. за тонну. Простой расчет показывает, что стоимость металла каркаса, не-

смотря на значительную долю в весовой структуре котельного агрегата, невелика и составляет 

70-90 млн руб. При этом стоимость всего котельного агрегата паропроизводительностью 736 кг/с 

может достигать 10 млрд руб. Учитывая, что с повышением параметров пара линейные габариты 

котла претерпевают незначительные изменения, масса каркаса котла в качестве фактора, опреде-

ляемого по изменению значений P0 и t0, рассматриваться не будет. 

В моделях оценки металлозатрат особое внимание должно быть уделено изменению масс 

поверхностей нагрева, поскольку именно высокотемпературные поверхности нагрева, такие как: 

ширмовый пароперегреватель, конвективный пароперегреватель и промежуточный пароперегре-

ватель – формируют большую часть стоимости металла котла.  

Поверхности нагрева котла представляют собой пакеты труб, расположенных относительно 

друг друга либо в шахматном, либо в коридорном порядке. Количество и длина труб зависят от 

расчетного теплового потока, передаваемого от горячих газов рабочей среде котла. Толщина 

труб, как было сказано, зависит от давления и температуры рабочей среды.  

Базовой формулой, от которой строится модель оценки металлозатрат, является формула 

(3.7) для определения объема полого цилиндра (трубы). 

 

𝑉𝑉тр = π ∙ 𝑙𝑙 (𝐷𝐷2−𝑑𝑑2)
4

, (3.7) 
 

где 𝐷𝐷 – внешний диаметр цилиндра (трубы), м; 

𝑑𝑑 – внутренний диаметр цилиндра (трубы), м; 

𝑙𝑙 – длина полого цилиндра (трубы), м; 

𝑉𝑉тр – объем полого цилиндра (трубы), м2. 

Масса трубы равна произведению объема на плотность материала, из которого она изготов-

лена, и определяется по формуле (3.8). 
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𝑀𝑀тр = ρстал ∙ π ∙ 𝑙𝑙 ∙
𝐷𝐷2−𝑑𝑑2

4
, (3.8) 

 

где 𝑀𝑀тр – масса одной трубы, кг; 

ρстал – удельный вес стали, кг/м3. 

Пакет труб поверхности нагрева может включать в себя сотни труб в зависимости от требу-

емой площади и интенсивности процесса теплообмена, в ходе которого происходит нагрев рабо-

чей среды за счет охлаждения горячих газов. Масса металла, расходуемого на формирование па-

кета нагревательной поверхности, определяется как простое произведение массы одной трубки 

на их количество по формуле (3.9). 

 

𝑀𝑀пн = ρ ∙ π ∙ 𝑙𝑙 ∙ 𝐷𝐷
2−𝑑𝑑2

4
∙ 𝑛𝑛тр, (3.9) 

 

где Мпн – масса поверхности нагрева, кг; 

𝑛𝑛тр – количество труб в пакете нагревательной поверхности, шт. 

Разница квадратов радиусов трубки характеризует толщину стенки, которая  

рассчитывается по (3.10). 

 

δст = 𝐷𝐷−𝑑𝑑
2

, (3.10) 
 

где δст – толщина стенки трубки, м; 

Используя выражение (3.10), формулу (3.9) можно записать в виде (3.11): 

 

𝑀𝑀пн = ρ ∙ π ∙ 𝑙𝑙 ∙ (δ2 + δ ∙ 𝑑𝑑) ∙ 𝑛𝑛тр. (3.11) 

 

Известно, что толщина стенки трубки зависит от внутреннего избыточного давления, внут-

реннего диаметра и предела длительной прочности в соотношении (3.12). 

 

δст = 𝑃𝑃∙𝑑𝑑
σ∙δ−𝑃𝑃

, (3.12) 

 

где 𝑃𝑃 – среднее давление рабочей среды в поверхности нагрева, МПа; 

σ – предел длительной прочности, МПа; 

φ – поправка на качество сварных швов. 

Тогда масса поверхности нагрева Мпн может быть рассчитана с помощью выражения (3.13). 

 
 

 



129 
 

𝑀𝑀пн = ρ ∙ π ∙ 𝑙𝑙 ∙ � 𝑃𝑃2∙𝑑𝑑2

(σ∙φ−𝑃𝑃)2 + 𝑃𝑃2∙𝑑𝑑2

σ∙φ−𝑃𝑃
� ∙ 𝑛𝑛тр = ρ ∙ π ∙ 𝑙𝑙 ∙ 𝑑𝑑2 ∙ 𝑛𝑛тр ∙ 𝑃𝑃 ∙

σ∙δ
(σ∙δ−𝑃𝑃)2

. (3.13) 
 

Анализ полученного выражения (3.13) показывает, что масса поверхностей нагрева котель-

ной установки имеет квадратичную зависимость от внутреннего диаметра трубки и нелинейную 

зависимость от давления среды P. Причем выражение 
σ∙δ

(σ∙δ−𝑃𝑃)2
 имеет тем более нелинейный ха-

рактер, чем меньше значение множителя σ·ϕ, который является преимущественно функцией тем-

пературы. На рисунке 3.13 представлены графики функции значения выражения 
σ∙δ

(σ∙δ−𝑃𝑃)2
 от дав-

ления пара P при различных значениях константы σ·ϕ. 

 

 
Рисунок 3.13 – Влияние предела длительной прочности на характер кривой зависимости массы 

поверхности нагрева от давления 

 

Вторым важным этапом в разработке модели оценки металлозатрат является установление 

зависимостей, отражающих примерное распределение давления и температуры рабочей среды 

по пароводяному тракту котла. Пароводяной тракт котельного агрегата имеет существенное гид-

равлическое сопротивление из-за большого количества поворотов труб на 180°, входов и выхо-

дов среды из коллекторов, тройников и других источников гидравлических потерь. Величина 

гидравлических потерь на длинных участках труб ΔP рассчитывается по формуле (3.14). 

 

∆𝑃𝑃 = ξ𝑝𝑝 ∙
1
𝑑𝑑
∙ ρ∙ω

2

2
, (3.14) 

 

где 𝜉𝜉𝑝𝑝 – коэффициент гидравлического сопротивления; 

ω – скорость среды внутри труб поверхности нагрева (ПН), м/с; 

ρ – плотность рабочей среды, кг/м3; 
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Согласно формуле (3.14) абсолютные потери давления в квадрате зависят от скорости рабо-

чей среды в трубах. С повышением температуры рабочей среды ее плотность снижается, и при 

сохранении неизменной эквивалентной площади проходного сечения скорость должна расти. 

Однако при проектировании КУ эквивалентная площадь проходного сечения задается таким об-

разом, чтобы обеспечить неизменность массовой скорости σ·ϕ. Если массовую скорость зафик-

сировать в формуле (3.14), то зависимость потерь давления приобретает линейный характер от 

каждого определяющего фактора, в том числе и от скорости. Отсюда можно считать правомер-

ным распределение давления рабочей среды в пароводяном тракте по линейному закону. При 

этом начальной точкой снижения давления в тракте котла следует принимать давление воды на 

входе в экономайзер. 

В модели было принято условие, согласно которому толщина труб всего пакета поверхности 

нагрева определяется по максимальному давлению среды. Аналитические зависимости, позволя-

ющие определить максимальное давление в трубах поверхностей нагрева в привязке к давлению 

воды в экономайзере, были получены на основе вариантных поверочных расчетов котельного 

агрегата, взятого за прототип. Результаты проведенных поверочных расчетов представлены в 

таблице 3.5. 

 

Таблица 3.5 – Результаты конструкторских расчетов котла-прототипа по определению макси-

мальных давлений в поверхностях нагрева 

Давление свежего пара P0, МПа 26 28 30 32 35 
Давление в ЭК, МПа 30,453 32,508 34,676 36,899 39,953 
Давление в НРЧ, МПа 28,784 30,719 32,887 35,01 38,164 
Давление ВРЧ, МПа 27,838 29,873 32,341 34,164 37,318 
Давление в ШПП, МПа 27,493 29,528 31,686 33,719 36,973 
Давление в КПП, МПа 26,863 28,898 31,066 33,189 36,343 
Давление в ППП1, МПа 5,406 5,807 6,171 6,414 6,669 
Давление в ППП2, МПа 5,183 5,596 5,954 6,216 6,457 

 

В результате математической обработки данных были получены аналитические выражения 

с (3.15) по (3.21), позволяющие в целях оценки массы поверхностей нагрева определить прибли-

зительное значение максимального давления рабочей среды: 

 

𝑃𝑃ЭК = −0,0018 ∙ 𝑃𝑃02 + 1,1714 ∙ 𝑃𝑃0 + 1,17, (3.15) 

  

𝑃𝑃НРЧ = 1,0584 ∙ 𝑃𝑃0 + 0,3843, (3.16) 

 

𝑃𝑃ВРЧ = −0,0068 ∙ 𝑃𝑃02 + 1,4701 ∙ 𝑃𝑃0 − 5,8316, (3.17) 
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𝑃𝑃ШПП = 0,0031 ∙ 𝑃𝑃02 + 0,8651 ∙ 𝑃𝑃0 + 2,9141, (3.18) 

 
𝑃𝑃КПП = 0,0008 ∙ 𝑃𝑃02 + 1,008 ∙ 𝑃𝑃0 + 0,093, (3.19) 

 

𝑃𝑃ППП1 = −0,0053 ∙ 𝑃𝑃02 + 1,0706 ∙ 𝑃𝑃0 + 0,1843, (3.20) 

 

𝑃𝑃ППП2 = −0,0206 ∙ 𝑃𝑃02 + 1,2546 ∙ 𝑃𝑃0 − 0,5752.  (3.21) 

 

где PЭК, PНРЧ, PВРЧ, PШПП, PКПП, PППП1, PППП2 – максимальное давление рабочей среды в эконо-

майзере, нижней и верхней радиационных частях, ширмовом и конвективном пароперегревате-

лях, первой и второй ступенях промежуточного пароперегревателя соответственно, МПа. 

Значения коэффициентов детерминации для моделей с (3.15) по (3.21) составили: 

R2
ЭК = 0,999; R2

НРЧ = 0,999; R2
ВРЧ = 0,9989; R2

ШПП = 0,999; R2
КПП = 0,999; R2

ППП1 = 0,999; 

R2
ППП2 = 0,999. 

Аналогичный подход был применен для получения функций максимальных температур ра-

бочей среды в поверхностях нагрева котла от температуры свежего пара t0. В ходе выполненных 

серий вариантных поверочных расчетов котла были получены результаты, представленные в таб-

лице 3.6. 

 

Таблица 3.6 – Результаты конструкторских расчетов котла-прототипа по определению макси-

мальных температур рабочей среды в поверхностях нагрева 

Температура свежего пара, °С 580 620 660 700 720 
Температура рабочей среды в ЭК, °С 331 341 353 369 380 
Температура рабочей среды в НРЧ, °С 383,75 388,22 395,41 409,89 417,7 
Температура рабочей среды в ВРЧ, °С 413,59 421,82 440,48 470,17 497,06 
Температура рабочей среды в ШПП, °С 453,85 479,02 524,94 584,43 629,08 
Температура рабочей среды в КПП, °С 580 620 660 700 720 
Температура рабочей среды в ППП1, °С 481,8 522,22 563,63 603,03 623,24 
Температура рабочей среды в ППП2, °С 580 620 660 700 720 

  

На базе полученных уравнений были составлены аналитические выражения с 3.22 по 3.28, 

позволяющие оценить максимальную температуру пара в поверхности нагрева котла и на основе 

сформированных оценок выбрать подходящую для изготовления труб марку стали. 

 

𝑡𝑡НРЧ(𝑡𝑡0) = 0,0024 ∙ 𝑡𝑡02 − 2,8052 ∙ 𝑡𝑡0 + 1230,4, (3.22) 
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𝑡𝑡ВРЧ(𝑡𝑡0) = 0,0024 ∙ 𝑡𝑡02 − 4,9325 ∙ 𝑡𝑡0 + 1849,7, (3.23) 

 

𝑡𝑡ЭК(𝑡𝑡0) = 0,0012 ∙ 𝑡𝑡02 − 1,183 ∙ 𝑡𝑡0 + 622,3, (3.24) 

 

𝑡𝑡ШПП(𝑡𝑡0) = 0,0062 ∙ 𝑡𝑡02 − 6,7829 ∙ 𝑡𝑡0 + 2313,1, (3.25) 

 

𝑡𝑡КПП(𝑡𝑡0) = 𝑡𝑡0, (3.26) 

 

𝑡𝑡ППП1(𝑡𝑡пп) = 1,0103 ∙ 𝑡𝑡0 − 104,14, (3.27) 

 

𝑡𝑡ППП2(𝑡𝑡пп) = 𝑡𝑡пп. (3.28) 

  

где tНРЧ, tВРЧ, tЭК, tШПП, tКПП, tППП1, tППП2 – максимальная температура рабочей среды в нижней и 

верхней радиационных частях, экономайзере, ширмовом и конвективном пароперегревателях, 

первой и второй ступенях промежуточного пароперегревателя, °С; 

Коэффициенты детерминации для моделей с (3.22) по (3.28) составили: R2
ЭК = 0,9991; 

R2
НРЧ = 0,9986; R2

ВРЧ = 0,9936; R2
ШПП = 0,9992; R2

КПП = 0,9994; R2
ППП1 = 0,9999, R2

ППП2 = 0,9998. 

Длина труб поверхностей нагрева определяется общей площадью теплообмена, которая 

должна быть обеспечена для нагрева рабочей среды до нужной температуры. Условие неизмен-

ности количества и внутреннего диаметра труб поверхностей нагрева оставляет единственный 

способ изменения площади поверхностей нагрева – изменение длин труб. Длина труб определя-

ется количеством теплоты, передаваемым поверхности нагрева горячими газами. Для установле-

ния зависимостей изменения длин труб различных поверхностей нагрева в зависимости выбран-

ных начальных параметров пара необходимо провести серию конструкторских расчетов. Резуль-

таты проведенных вычислений представлены в таблице 3.7. 

 

Таблица 3.7 – Результаты конструкторских расчетов котла-прототипа по определению длин труб 

поверхностей нагрева 

Температура свежего пара, °С 580 620 660 720 
Длина труб ЭК, °С 167,12 169,2 172,1 177 
Длина труб НРЧ, °С 16,9 16,9 16,9 16,9 
Длина труб ВРЧ, °С 16,9 16,9 16,9 16,9 
Длина труб ШПП, °С 50,29 51,5 54,6 60,4 
Длина труб КПП, °С 63,51 77,26 82,6 87,6 
Длина труб ППП1, °С 73,19 77,17 81,62 98,32 
Длина труб ППП2, °С 70,18 70,88 72,27 76,2 
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В результате математического анализа полученных данных были составлены уравнения из-

менения длин поверхностей нагрева в зависимости от температуры свежего и перегретого пара с 

(3.29) по (3.34). 

 

𝑙𝑙ЭК(𝑡𝑡0) = 0,0002 ∙ 𝑡𝑡02 − 0,131 ∙ 𝑡𝑡0 + 190,79, (3.29) 

 

𝑙𝑙ШПП(𝑡𝑡0) = 0,0003 ∙ 𝑡𝑡02 − 0,3614 ∙ 𝑡𝑡0 + 163,17, (3.30) 

 

𝑙𝑙КПП(𝑡𝑡0) =  −0,0013 ∙ 𝑡𝑡02 − 1,891 ∙ 𝑡𝑡0 − 586,61, (3.31) 

 

𝑙𝑙ППП1(𝑡𝑡пп) = 0,0011 ∙ 𝑡𝑡02 − 1,2299 ∙ 𝑡𝑡0 + 423,11, (3.32) 

 

𝑙𝑙ППП2(𝑡𝑡пп) = 0,0003 ∙ 𝑡𝑡02 − 0,3108 ∙ 𝑡𝑡0 + 158,96. (3.33) 

 

Коэффициенты детерминации для разработанных моделей имеют следующие значения: 

R2
ЭК = 0,9997; R2

ШПП = 0,9965; R2
КПП = 0,9902; R2

ППП1 = 0,9955; R2
ППП2 = 0,9997. 

Общие металлозатраты на изготовление котельного агрегата МКУ определяются как сумма 

масс поверхностей нагрева котельного агрегата, массы каркаса и массы коллекторов в соответ-

ствии с выражением 3.34: 

 

𝑀𝑀КУ = 𝑀𝑀НРЧ + 𝑀𝑀ВРЧ + 𝑀𝑀ШПП + 𝑀𝑀КПП + 𝑀𝑀ППП1 + 𝑀𝑀ППП2 + 𝑀𝑀колл + 𝑀𝑀карк, (3.34) 

 

где МНРЧ, МВРЧ, МШПП, МКПП, МППП1, МППП2, МЭК, Мколл, Мкарк – масса нижней и верхней радиаци-

онных частей, ширмового и конвективного пароперегревателей, первой и второй ступеней про-

межуточного пароперегревателя, экономайзера, коллекторов и каркаса котельного агрегата соот-

ветственно. 

Количество коллекторов и их габариты для модели были оценочно определены в соответ-

ствии с эскизным чертежом котла (паропроизводительность – 692,5 кг/с) П-образной компо-

новки, приведенной на рисунке 3.7. Коллекторы располагаются на входе и выходе из НРЧ и ВРЧ, 

ШПП, КПП и ППП. На толщину стенки, а, соответственно, и массу коллекторов будет оказывать 

влияние их расположение (привязка к ПН), давление и температура пара. 

Масса каркаса котельного агрегата принята постоянной и равной массе каркаса котла ПП-

2650-25-545ГМН – 2293 т. 
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Для проведения расчета металлозатрат на изготовление котельной установки был составлен 

алгоритм действий: 

– определение значений варьируемых параметров: t0, tпп, P0, Pпп; 

– определение максимальной рабочей температуры стенок труб каждой поверхности нагрева 

энергетического котла с помощью формул с (3.22) по (3.28); 

– в соответствии с определенным уровнем температур выбор для каждого элемента котла 

подходящих марок сталей из справочника [40]; определение длительной прочности [σ] стали при 

максимальной рабочей температуре; 

– определение плотности каждой выбранной стали ρ; 

– определение в соответствии с формулами с (3.15) по (3.21) максимального давления рабо-

чей среды в ПН котельной установки; 

– расчет по формулам с (3.29) по (3.33) длин труб поверхностей нагрева; 

– расчет по формуле (3.13) массы каждой поверхности нагрева;  

– расчет абсолютной массы котла по формуле (3.34). 

 

3.3 Разработка модели оценки стоимости котельной установки на повышенные параметры пара 

 

Помимо затрат на сырье стоимость создания КУ определяют затраты, связанные с оплатой 

труда производственного и административно-хозяйственного персонала, задействованного в из-

готовлении котельного агрегата, а также затраты на НИОКР и проектирование. 

Трудоемкость изготовления КУ зависит от массогабаритных характеристик. В предыдущих 

разделах диссертации было показано, что повышение начальных параметров пара при неизмен-

ном расходе ведет к изменению как структуры металлозатрат, так и увеличению абсолютной 

массы энергоагрегатов. Для корректной оценки стоимости новых КУ модель оценки затрат на 

оплату труда работникам, задействованным в изготовлении, должна быть связана с моделью 

оценки металлозатрат. Формирование оценки в данной ситуации должно происходить последо-

вательно: сначала оцениваются затраты на сырье и материалы, далее – затраты на оплату труда 

и в конце включаются затраты на НИОКР и проектирование. 

Затраты на НИОКР имеют невысокую долю в структуре затрат на строительство энергети-

ческого оборудования. Это объясняется преобладанием теоретических исследований над экспе-

риментальными в российской научной школе и существенно более низкими действительными 

затратами на НИОКР, осуществляемыми отечественными энергетическими компаниями. Инфор-

мация по стоимости научных и проектно-изыскательных работ, финансируемыми промышлен-
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ностью, как правило, носит закрытый характер, и она недоступна для анализа. Также не пред-

ставляется возможным установить зависимость между величиной затрат на НИОКР в части со-

здания высокотемпературного энергетического оборудования в зависимости от параметров пара, 

так как прикладные НИОКР в России ведутся в основном в направлении создания энергоблока 

на ССКП пара. Поэтому в оценке стоимости нового энергетического оборудования затраты на 

НИОКР и проектирование будут приняты в качестве неизменной величины, корректируемой с 

учетом масштабов производства. 

Согласованный с оцененными металлозатратами расчет затрат на изготовление энергетиче-

ского котла построен на основе оценки трудоемкости изготовления каждой части котельной уста-

новки в отдельности и в соответствии с перечнем необходимых работ, размера оклада монтаж-

ного звена требуемого состава. 

Для определения значений удельной трудоемкости изготовления поверхностей нагрева ко-

тельной установки был использован документ «Трудоемкость. К базовым ценам на работы по 

ремонту энергетического оборудования, адекватным условиям функционирования конкурент-

ного рынка услуг по ремонту и техперевооружению», разработанный сотрудниками компании 

ОАО «ЦКБ Энергоремонт» [94]. В таблице 3.8 представлены результаты анализа представлен-

ного нормативного документа. 

 

Таблица 3.8 – Нормы времени на изготовление отдельных частей котельного агрегата 

№ 
п/п 

Часть котель-
ного агрегата Перечень работ 

Норма тру-
доемкости, 

чел·ч/т 

1 НРЧ, 
ВРЧ 

Подбор, разметка, резка, гнутье, плазировка, прокатка, установка труб с дета-
лями дистанционирования, сварка. 287,01 

2 ШПП 

Подбор труб, входной контроль, разметка, резка, гнутье, сборка в змеевик (па-
кет, ширму) с установкой деталей дистанционирования. Прокатка шаром, за-
чистка под контроль металла, гидравлическое испытание, установка труб с де-
талями дистанционирования, сварка 

178,38 

3 КПП 

Подбор труб, входной контроль, разметка, резка, гнутье, сборка в змеевик (па-
кет, ширму) с установкой деталей дистанционирования. Прокатка шаром, за-
чистка под контроль металла, гидравлическое испытание. Установка труб с де-
талями дистанционирования, сварка. 

186,21 

4 ППП1, 
ППП2 

Подбор труб, входной контроль, разметка, резка, гнутье, сборка в змеевик (па-
кет, ширму) с установкой деталей дистанционирования. Прокатка шаром, за-
чистка под контроль металла, гидравлическое испытание. Установка труб с де-
талями дистанционирования, сварка. 

186,21 

5 ЭК Установка новых змеевиков с деталями дистанционирования, сварка. Зачистка 
под контроль металла. Установка обмуровочных блоков. Установка труб с де-
талями дистанционирования, сварка. 

202,25 

6 Коллекторы 
(колл) 

Изготовление коллектора с установкой штуцеров и донышек. Установка кол-
лектора с опорами, подвесками и реперами 

260,22 
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Основной рабочей силой при выполнении работ, представленных в таблице 3.8, являются 

сварщики и монтажники. В соответствии со сложившейся практикой был определен состав од-

ного рабочего звена, в котором на одного сварщика приходится: два разнорабочих. На каждого 

прораба приходится три сварщика. На одного начальника участка приходится 10 прорабов. 

Также следует учитывать стоимость найма специальной строительной техники. Размер выплат 

за аренду техники можно принимать в размере 25-30 % от стоимости монтажных работ. 

В соответствии с проведенным расчетом для котлов с начальными параметрами (P0/t0): 

23,5/540; 25,3/570; 27,1/600; 29/630; 31/660; 33/690; 35/720 была получена структура трудозатрат 

по отдельным элементам котла. Результаты приведены в таблице 3.9. 

 

Таблица 3.9 – Структура трудозатрат на изготовления поверхностей нагрева котла 

P0/t0, 
МПа/°С 

23,5/540 25,3/570 27,1/600 29/630 31/660 33/690 35/720 

ЭК 12,93 % 13,50 % 14,07 % 14,63 % 15,21 % 15,77 % 16,36 % 
НРЧ 12,88 % 12,51 % 12,23 % 12,02 % 11,88 % 11,78 % 11,75 % 
СРЧ 9,45 % 9,06 % 8,75 % 8,47 % 8,23 % 8,01 % 7,84 % 
ВРЧ 11,49 % 11,01 % 10,62 % 10,25 % 9,94 % 9,63 % 9,38 % 

ШПП 5,42 % 5,50 % 5,59 % 5,67 % 5,75 % 5,80 % 5,89 % 
КПП 28,07 % 27,75 % 27,53 % 27,28 % 27,07 % 26,82 % 26,63 % 

ППП1 7,69 % 8,96 % 9,86 % 10,68 % 11,27 % 11,87 % 12,17 % 
ППП2 1,39 % 1,66 % 1,85 % 2,02 % 2,16 % 2,30 % 2,37 % 
колл 10,68 % 10,07 % 9,50 % 8,97 % 8,49 % 8,02 % 7,61 % 
 

Результаты, представленные в таблице 3.9, показывают, что наиболее трудозатратными ча-

стями энергетического котла являются КПП, ЭК и НРЧ. При этом с повышением начальных па-

раметров пара сильно увеличивается трудоемкость изготовления ЭК, в то время как затраты вре-

мени на изготовление коллекторов, экранных поверхностей нагрева топки снижаются. 

Для формирования модели оценки стоимости изготовления котельного агрегата на повышен-

ные параметры пара необходимо собрать вместе все издержки, напрямую или косвенно связан-

ные с созданием нового энергетического оборудования. 

В предыдущих разделах были предложены инструменты оценки двух наиболее значимых 

статей затрат на изготовление котельной установки: металлозатрат, затрат на оплату труда про-

изводственного и административно-управленческого персонала, затрат на аренду специальной 

техники. Еще одной статьей затрат, которая должна быть учтена в модели оценки стоимости КУ 

являются затраты на НИОКР и выпуск проектной документации. Данные издержки являются по-

стоянными и не зависят от количества изготовленных котельных агрегатов. Чем больше КУ на 
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повышенные параметры пара будет построено, тем ниже будут издержки, связанные с разработ-

кой и проектированием котлов для высокотемпературных энергоблоков, на каждую единицу обо-

рудования. При выборе гипотетического количества новых энергетических установок, которые 

будут построены в средне- и долгосрочной перспективе стоит придерживаться наиболее консер-

вативных прогнозов. Такой подход оправдан в силу низких темпов и малых результатов, достиг-

нутых в этом направлении, несмотря на существующие ориентиры по повышению эффективно-

сти генерации, которые установлены как в Стратегии, так и в Генеральной схеме размещения 

объектов электроэнергетики. Учитывая вышесказанное, при проведении оценок стоимости коли-

чества перспективных установок было принято равным пяти. 

К 2012 г. затраты, связанные с научно-исследовательскими и опытно-конструкторскими ра-

ботами, направленными на создание энергетического оборудования, составили 1,8 млрд руб. В 

свою очередь разработка проектной документации потребовала вложений в размере 

1,2 млрд руб. Коэффициент инфлирования уровня цен 2012 г. к уровню цен 2015 г. составляет 

1,42. Следовательно, стоимость проведения аналогичных работ в 2015 г. составила бы 4,26 млрд 

руб. Относя инфлированную стоимость НИОКР на каждую энергетическую установку, получим 

величину соответствующих издержек, равную 511,2 млн руб. Принимая также, что на долю ко-

тельной установки приходится 40 % затрат на НИОКР по созданию нового энергетического обо-

рудования и на проектирование нового энергоблока на каждую КУ будет приходиться величина 

затрат на НИОКР и проектирование, равная (511,2 + 1 704)·0,4, что составляет 886 млн руб.  

Располагая всеми необходимыми данными для завершения модели оценки стоимости котель-

ной установки, представим совокупность формул и выражений для оценки стоимости создания 

новой КУ на повышенные параметры пара в виде алгоритма, представленного ниже. 

а) стоимость металла, затраченного на изготовление котельного агрегата МКУ определяется 

по формуле (3.35). 

 

𝑀𝑀ст.КУ = 𝑀𝑀НРЧ ∙ Цмет.НРЧ +  𝑀𝑀ВРЧ ∙ Цмет.ВРЧ + 𝑀𝑀ШПП ∙ Цмет.ШПП  + 𝑀𝑀КПП ∙ Цмет.КПП + 

+𝑀𝑀ППП1 ∙ Цмет.ППП1+𝑀𝑀ППП2 ∙ Цмет.ППП2 + 𝑀𝑀ЭК ∙ Цмет.ЭК𝑀𝑀колл ∙ Цмет.колл + 𝑀𝑀карк ∙ Цмет.карк, 
(3.35) 

 

где МНРЧ, МВРЧ, МШПП, МКПП, МППП1, МППП2, МЭК, Мколл, Мкарк – масса нижней и верхней радиаци-

онных частей, ширмового и конвективного пароперегревателей, первой и второй ступеней про-

межуточного пароперегревателя, экономайзера, коллекторов и каркаса котельного агрегата соот-

ветственно, кг; 
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Цмет.НРЧ, Цмет.ВРЧ, Цмет.ШПП, Цмет.КПП, Цмет.ППП1, Цмет.ППП2, Цмет.ЭК, Цмет.колл, Цмет.карк – цена ме-

талла, из которого изготовлены нижняя и верхняя радиационные части, ширмовый и конвектив-

ный пароперегреватели, первая и вторая ступень промежуточного пароперегревателя, экономай-

зер, коллекторы и каркас котельного агрегата соответственно, руб. 

Масса труб поверхностей нагрева Мпн определяется по формуле 3.36: 

 

𝑀𝑀пн = ρ ∙ π ∙ 𝑙𝑙 ∙ 𝑑𝑑2 ∙ 𝑛𝑛тр ∙ 𝑃𝑃 ∙
σ∙φ

(σ∙φ−𝑃𝑃)2, (3.36) 
 

где ρ – удельный вес стали, кг/м3 (зависит от выбора конкретной марки стали, примененной в той 

или иной поверхности нагрева); 

𝑙𝑙 – длина полого цилиндра (трубы), м (является функцией температуры пара); 

𝑑𝑑 – внутренний диаметр цилиндра (трубы), м; 

𝑛𝑛тр – количество трубок, шт. (константа); 

𝑃𝑃 – давление рабочей среды, МПа; 

σ – предел длительной прочности; 

φ –коэффициент ослабления (поправка на сварные соединения). 

Длины труб и давление среды в различных поверхностях могут быть определены в соответ-

ствии с зависимостями с (3.37) по (3.50), полученными на основе вариантных конструкторских 

расчетов котельных агрегатов: 

1) длина одной трубы нижней радиационной части lтр
НРЧ: 

 
𝑙𝑙трНРЧ = 4 ∙ 10−5 ∙ 𝑡𝑡02 − 0,0251 ∙ 𝑡𝑡0 + 52,25. (3.37) 

 

2) давление среды в нижней радиационной части PНРЧ: 

 

𝑃𝑃НРЧ = 1,1593 ∙ 𝑃𝑃0 + 0,6818. (3.38) 
 

3) длина одной трубы верхней радиационной части lтр
ВРЧ: 

 

𝑙𝑙трВРЧ = 2 ∙ 10−5 ∙ 𝑡𝑡02 − 0,0226 ∙ 𝑡𝑡0 + 50,58. (3.39) 
 

4) давление среды в верхней радиационной части PВРЧ: 

 

𝑃𝑃ВРЧ = 1,14 ∙ 𝑃𝑃0 + 0,25. (3.40) 
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5) длина одной трубы экономайзера lтр
ЭК: 

 

𝑙𝑙трЭК = 0,0463 ∙ 𝑡𝑡0 − 4,0679. (3.41) 
 

6) давление среды в экономайзере PЭК: 

 

𝑃𝑃ЭК = 1,1794 ∙ 𝑃𝑃0 + 1,2286. (3.42) 
 

7) длина одной трубы ширмового пароперегревателя lтр
ШПП: 

 

𝑙𝑙трШПП = 0,0367 ∙ 𝑡𝑡0 − 1,3357. (3.43) 
 

8) давление среды в ширмовом пароперегревателе PШПП: 

 

𝑃𝑃ШПП = 1,1136 ∙ 𝑃𝑃0 + 0,2282. (3.44) 
 

9) длина одной трубы конвективного пароперегревателя lтр
КПП: 

 

𝑙𝑙трКПП = 0,096 ∙ 𝑡𝑡0 − 23,993. (3.45) 
 

10) давление среды в конвективном пароперегревателе PКПП: 

 

𝑃𝑃КПП = 1,1064 ∙ 𝑃𝑃0 + 1,1918. (3.46) 
 

11) длина одной трубы первой ступени промежуточного пароперегревателя lтр
ППП1: 

 

𝑙𝑙трППП1 = 0,4167 ∙ 𝑡𝑡0 − 174,443. (3.47) 
 

12) давление среды в первой ступени промежуточного пароперегревателя PППП1: 

 

𝑃𝑃ППП1 = 1,1075 ∙ 𝑃𝑃пп + 0,0255. (3.48) 
 

13) длина одной трубы второй ступени промежуточного пароперегревателя lтр
ППП2: 

 

𝑙𝑙трППП2 = 0,1319 ∙ 𝑡𝑡0 − 35,6. (3.49) 
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14) давление среды во второй ступени промежуточного пароперегревателя PППП2: 

 

𝑃𝑃ППП2 = 1,0417 ∙ 𝑃𝑃0 + 0,0094. (3.50) 
 

б) затраты на оплату труда производственного и административно-управленческого персо-

нала, связанного с изготовлением КУ, ЗП∑ определяются по формуле (3.51). 

ЗПΣ = �ЗПрукΣ + ЗПпрорабΣ + ЗПсварΣ + ЗПрабΣ � ∙ 1,302 + Зспец.техн (3.51) 
 

где ЗП∑рук, ЗП∑прораб, ЗП∑свар, ЗП∑раб – заработная плата всех руководителей, прорабов, сварщиков 

и разнорабочих соответственно, задействованных в изготовлении КУ, руб.; 

Зспец.техн – затраты на аренду специальной строительной техники, руб. 
В свою очередь затраты на оплату труда каждой категории сотрудников определяются по 

формулам с (3.52) по (3.55). 

 

ЗПрукΣ = 𝑁𝑁рук ∙ ЗПрук, (3.52) 
 

ЗПпрорабΣ = 𝑁𝑁прораб ∙ ЗПпрораб, (3.53) 
 

ЗПсварΣ = 𝑁𝑁свар ∙ ЗПсвар, (3.54) 
 

ЗПрабΣ = 𝑁𝑁раб ∙ ЗПраб, (3.55) 
  

где Nрук, Nпрораб, Nсвар, Nраб – количество руководителей, прорабов, сварщиков и рабочих соответ-

ственно, чел.; 

ЗПрук, ЗПпрораб, ЗПсвар, ЗПраб – ставка руководителя, прораба, сварщика и рабочего соответ-

ственно, руб./час. 

Затраты на аренду специальной строительной техники определяется по формуле (3.56) 

 

Зспец.техн = 0,2 ∙ (ЗПрукΣ + ЗПпрорабΣ + ЗПсварΣ + ЗПрабΣ ). (3.56) 
 

в) затраты на НИОКР и проектирование ЗНИОКР определяются по формуле (3.57). 

 

ЗНИОКР = 0,4 ∙ �1,8∙Кинфл
𝑛𝑛ку

+ 1,2 ∙ Кинфл�. (3.57) 
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г) суммарные затраты на строительство котельной установки ЗКУ определяются по (3.58). 

 

ЗКУ = МСТ.КУ +  ЗПΣ + ЗНИОКР. (3.58) 
 

3.4 Исследование факторов, определяющих металлозатраты на создание высокотемпературной 

паровой турбины 

 

Повышение параметров пара на входе в турбину неизбежно приводит к увеличению ее сто-

имости. Соответственно, одной из задач при конструировании паровой турбины является выбор 

оптимального конструктивного профиля турбоагрегата, обеспечивающего минимально возмож-

ную его стоимость, в том числе за счет уменьшения количества используемых жаропрочных ма-

териалов на никелевой основе. 

Наряду со снижением стоимости изготовления оптимальная конструкция турбомашины 

должна обеспечивать высокую надежность работы, необходимый уровень маневренности, хоро-

шую ремонтопригодность. Проведенный анализ существующих научных проектов по созданию 

научно-технического задела по УСКП энергоблокам определил основные теплотехнические па-

раметры новых энергоблоков, которые буду рассмотрены в рамках настоящей работы на предмет 

оценки их стоимости. Так, расход свежего пара составит 692,5 кг/с. Максимальная температура 

и давление свежего пара равны 720 °С и 35 МПа соответственно, минимальные – 580 °С и 26 

МПа соответственно. 

Наиболее сложные задачи при разработке паровых турбин на повышенные параметры пара 

возникают в высокотемпературной части турбины. От выбора компоновки и схемы движения 

пара во многом зависит металлоемкость турбины. Существует несколько вариантов конструк-

тивного исполнения высокотемпературной паровой турбины. 

Наиболее простым с точки зрения конструктивного исполнения вариантом является компо-

новка, представленная на рисунке 3.14.  

В данном случае турбоагрегат состоит из четырех цилиндров: однопоточного высокотемпе-

ратурного цилиндра высокого давления, однопоточного высокотемпературного цилиндра сред-

него давления и двух двухпоточных цилиндров низкого давления. Такое исполнение обладает 

хорошей ремонтопригодностью, поскольку все части турбины, особенно высокотемпературные, 

выполнены в отдельных корпусах. Однако здесь имеется существенный недостаток в конструк-

ции цилиндра высокого давления, который заключается в том, что его корпус должен работать 

не только при высоких температурах, но и под большим давлением. Это обстоятельство приведет 

к большому расходу дорогостоящих жаропрочных материалов, а также к снижению маневренно-

сти энергоблока. 
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Рисунок 3.14 – Компоновка паровой турбины с однопоточным цилиндром высокого давления и 

однопоточным цилиндром среднего давления 

 

Расход жаропрочных материалов может быть снижен путем концентрации элементов, нахо-

дящихся в зоне высоких температур, в одном цилиндре – выполнение цилиндров высокого и 

среднего давления совмещенной конструкции. Компоновочная схема турбины с совмещенными 

цилиндрами высокого и среднего давлений представлена на рисунке 3.15, а пример конструктив-

ного исполнения самого цилиндра приведен на рисунке 3.16. Представленный на рисунке 3.16 

вариант конструкции корпуса ЦВСД с внутренним корпусом высокого давления также позволяет 

снизить расход жаропрочных материалов посредством уменьшения толщины стенки за счет сни-

жения перепада давлений на ней. Применение корпуса с более тонкими стенками позволяет 

наряду со снижением количества дорогостоящих жаропрочных материалов улучшить маневрен-

ные характеристики турбомашины по сравнению с рассматриваемым ранее вариантом. 

 

 
Рисунок 3.15 – Компоновочная схема турбины с совмещенными цилиндрами высокого и     

среднего давления 
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Рисунок 3.16 – Пример конструктивного исполнения совмещенного ЦВСД 

 

Существенным недостатком совмещенного ЦВСД является снижение ремонтопригодности 

цилиндра, поскольку и часть высокого давления, и часть среднего давления установлены в еди-

ном корпусе. Кроме того, возникают конструктивные сложности при организации регенератив-

ных отборов из части высокого давления, расположенной во внутреннем корпусе цилиндра. 

Указанные недостатки могут быть устранены посредством использования петлевой схемы 

устройства проточной части цилиндра высокого давления, которая традиционно используется в 

паровых турбинах блоков со сверхкритическими параметрами. Компоновка турбоагрегата с пет-

левым ЦВД и однопоточным ЦСД представлена на рисунке 3.17. Рассматриваемая конструкция 

позволяет обеспечить достаточно высокий уровень маневренности турбомашины, а также высо-

кую степень ремонтопригодности. Таким образом, выбранное компоновочное решение является 

оптимальным вариантом для высокотемпературных паровых турбин, работающих при высоком 

давлении свежего пара. 

Ограничением применимости данной конструкции является мощность турбоагрегата, а точ-

нее расход пара, покидающий цилиндр среднего давления, определяющий высоту лопаток его 

последней ступени, которая может превысить допустимую величину при больших мощностях 

турбины. 

В связи с тем, что расход пара в голову турбины УСКП составляет 692,5 кг/с, то целесооб-

разно выполнить цилиндр среднего давления в двухпоточном исполнении. Компоновочная схема 

турбоустановки с цилиндром высокого давления с петлевым движением пара и с двухпоточным 

высокотемпературным цилиндром среднего давления представлена на рисунке 3.18. 
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Рисунок 3.17 – Компоновка паровой турбины с петлевым ЦВД и однопоточным ЦСД 

 

 
Рисунок 3.18 – Компоновка паровой турбины с петлевым ЦВД и двухпоточным ЦСД 

 

Взяв за основу компоновку паровой турбины, представленную на рисунке 3.18, специали-

стами НИУ «МЭИ» в рамках выполнения научного проекта по созданию технических решений, 

обеспечивающих возможность перехода к высокотемпературным технологиям выработки элек-

трической энергии, в частности к УСКП пара, был разработан конструктивный профиль высоко-

температурной паровой турбины, 3-D модель которого представлена на рисунке 3.19 [95]. 

 

 
Рисунок 3.19 – 3-D модель конструкции паровой турбины на УСКП пара (НИУ «МЭИ») 
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Свежий пар с параметрами P0 = 35 МПа, t0 = 720 °С через группу стопорно-регулирующих 

клапанов поступает в цилиндр высокого давления, после чего направляется в промежуточный 

перегреватель парового котла при давлении Pпп = 6,2 МПа и температуре tпп = 428 °С. После 

промежуточного перегрева пар при давлении 7 МПа и температуре 720 °С поступает в цилиндр 

среднего давления, из которого подается в ЦНД. Давление в конденсаторе составляет Pк = 4 кПа. 

Расход пара в ЦВД паровой турбины составляет 692,5 кг/с. 

Паротурбинная установка имеет девять регенеративных отборов пара: два – в ЦВД, четыре – 

в ЦСД и три – в ЦНД. Конденсат турбины подогревается в двух смешивающих (П8 и П7) и двух 

поверхностных (П6 и П5) подогревателях низкого давления (ПНД). После деаэратора (П4) пита-

тельная вода питательными насосами прокачивается через три подогревателя высокого давления 

(ПВД). Все ПВД и ПНД (поверхностного типа) имеют встроенные пароохладители и охладители 

дренажа греющего пара. 

Для рассматриваемой мощности энергоблока и давления в конденсаторе равном 4 кПа паро-

вая турбина может быть выполнена с четырьмя выхлопами пара при длине лопатки последней 

ступени 1200 мм. Лопатки указанной длины, выполненные из титанового сплава, являются хо-

рошо освоенными в производстве и успешно зарекомендовавшими себя в промышленной экс-

плуатации. Таким образом, конструкция низкотемпературной части турбины при применении 

стандартных решений однозначна и соответствует конструкциям паровых турбин на СКП пара – 

это два двухпоточных цилиндра низкого давления с общей площадью выхлопа 46,4 м2. 

Эскиз паротурбинной установки, приведенной на рисунке 3.19, был выбран в качестве кон-

структивной основы для разработки моделей оценки металлозатрат и стоимости создания высо-

котемпературных турбин. 

Для применения затратного подхода для оценки затрат на изготовление энергетического обо-

рудования необходимо провести декомпозицию объекта и выявить характер изменения массога-

баритных характеристик от термодинамических параметров пара наиболее важных деталей и уз-

лов. Паротурбинная установка состоит из отдельных узлов и деталей, образующих единый теп-

лотехнический агрегат, где каждый элемент работает в различных условиях, испытывая при этом 

статические или динамические нагрузки. Как говорилось ранее, условия работы отдельных уз-

лов, в частности давление и температура пара, влияют как на количество, так и на качество ис-

пользуемого металла, что в конечном счете во многом определяет стоимость энергетического 

оборудования. 

В состав паротурбинной установки входят: 

– паровая турбина, состоящая из статорных и роторных деталей и узлов, имеющая свой кор-

пус, раму и системы регулирования; 
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– генератор электрического тока, с помощью муфты жестко посаженный на вал паровой тур-

бины и воспринимающий от нее крутящий момент; 

– система подогревателей питательной воды;  

– конденсационная установка, в которой осуществляется конденсация отработавшего пара в 

паровой турбине. 

Для достижения необходимой достоверности оценки стоимости паротурбинной установки 

должны быть проанализированы изменения массогабаритных характеристик каждой составляю-

щей ПТУ от повышения начальных параметров пара. Особое внимание будет уделено паровой 

турбине, поскольку в ней присутствует высокотемпературная зона, детали которой изготовлены 

из высоколегированных и жаропрочных сталей.  

Установление зависимостей между габаритами основных деталей и единичной мощностью 

турбин происходило по фактическим данным. Основные теплотехнические и конструктивные 

характеристики турбоагрегатов, использованных в качестве информации для создания моделей 

оценки массы деталей и узлов паровой турбины, представлены в таблице 3.10. 

Основной вывод, который можно сделать на основе анализа данных, представленных в таб-

лице 3.10, состоит в снижении удельной массы турбоустановки с ростом ее мощности [19]. 

Наглядно данный факт представлен на рисунке 3.20. 

 

 
Рисунок 3.20 – Зависимость удельной массы турбоустановки от единичной мощности  
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Таблица 3.10 – Основные теплотехнические и конструктивные характеристики существующих паровых турбин 

Показатель К-100-90 К-130-
12,8 К-165-130 К-200- 

130 
К-225- 

12,8 К-255-162 К-330-240 
(модерн.) К-500-240 К-660-247 К-800-240 К-1200-

240 К-1000-36 К-2000-32 

Завод-изготовитель ЛМЗ УТЗ ЛМЗ ЛМЗ ЛМЗ ЛМЗ ЛМЗ ЛМЗ ЛМЗ ЛМЗ ЛМЗ проект проект 
Номинальная мощ-
ность, МВт 110 168 168 210 225 255 300 525 660 800 1200 1000 2000 

Начальное давле-
ние пара, МПа 

8,8 
 12,8 12,8 12,75 12,8 16,2 23,5 23,5 24,2 23,5 23,5 36 32 

Начальная темпе-
ратура, °С  535 540 540 565 540 540 540 540 537 540 540 710 760 

Давление проме-
жуточного пере-
грева, Pпп 

нет 2,73 2,73 2,31 2,4 3,5 3,66 3,8 4,2 3,34 3,5 7,2 5,5 

Температура про-
межуточного пере-
грева, °С 

нет 540 540 565 540 543 540 540 565 540 540 720 760 

Расчетный вакуум 
в конденсаторе, 
кПа 

3,43   3,46   3,43 3,46 3,16 3,43 3,58 3,53 4,0 

Число регенератив-
ных отборов пара 8 8 7 7 7 7 8 8 8 9 9 10 9 

Расход пара, кг/c 111 108,3 133,3 165 150 194,4 291,3 458,3 562 680,5 1016,6 692,5 1312,5 
Число цилиндров и 
потоков 1×1 + 1×2 1×1 + 1×1 1×1 + 1×2 1×1 + 1×1 

+ 1×2 
1×1 + 1×1 

+ 1×2 
1×1 + 1×1 + 

1×2 
1×1 + 1×1 + 

1×3 
1×1 + 1×2 + 

2×2 
1×1 + 1×2 

+ 2×2 
1×1 + 1×2 + 

3×2 
1×1 + 1×2 + 

3×2 
1×1 + 1×2 + 

2×2 
1×1 + 1×2 + 

3×2 
КПД установки, % 39,6   44,8   46,7 45,2  46,7 47,1 53 52,6 
Удельная масса 
турбины, кг/кВт 2,7   2,66   2,3 1,8 1,7 1,625 1,58 ≈ 1,2 ≈ 1,15 

Длина последней 
лопатки, мм 665 660 960 765 960 1200 960 960 1000 960 1200 1200 1200 
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Снижение удельной массы турбоустановки означает снижение удельных капитальных затрат 

на создание энергетического оборудования, что делает создание мощных паротурбинных энер-

гоблоков с экономической точки зрения более целесообразной. Эффект снижения удельной 

массы объясняется унификацией наиболее металлоемких частей турбин, а также более низкой 

скоростью увеличения линейных размеров оборудования с ростом мощности.  

Для формирования моделей, позволяющих оценить изменение массы турбоустановки в за-

висимости от начальных параметров пара, необходимо сначала собрать и проанализировать кон-

структивные характеристики существующего оборудования, в частности паровой турбины К-

800-23,5, являющейся турбиной-прототипом, чьи исходные конструктивные данные (корневой 

диаметр, схема движения пара в ЦВД, длина ротора, внутренние диаметры корпусов и др.) были 

использованы в качестве опорных параметров разработанных функциональных зависимостей. 

Ключевые конструктивные параметры основных узлов и деталей представлены в таблице 3.11. 

 

Таблица 3.11 – Конструктивные параметры паровых турбин на сверхкритические параметры 

Наименование К-330-23,5 К-500-23,5 К-660-24,2 К-800-23,5 К-1200-
23,5 

К-1000-36 
(проект) 

К-2000-
23,5 (про-

ект) 
Длина ротора  4561 5789 6920 6700 7300 6520  
Высота сопловой 
лопатки 1-й сту-
пени, мм 

23 28 35 38 63 50 81 

Число ступеней 11+1 11+1 
18 (реактив-
ное облопа-

чивание) 
11+1 8 13 13 

Диаметр корневой 0,9 0,9  0,9 1,15 0,9 1,2 
Масса внутр. кор-
пуса, кг 2878 3388 4593 3849 1650 3929 – 

Масса внешнего 
корпуса 16,535 18,121 29,5 19,73 22,77 23,2  

Угол раскрытия, ° 3 3 4 4 4 4 – 
Диаметр ротора без 
дисков, мм 450 520 678 460    

Диаметры подшип-
ников 260 270 400 330 360 300  

Масса подшипника, 
кг 4100 4300 5700 4900 4800 4600  

Площадь сечения 2,61 2,94 3,72 5,24 6,12 5,24  
 

В качестве исходных переменных, определяющих возможный диапазон изменения металло-

затрат на создание турбоустановки, были выбраны технические характеристики: 

– тип паровой турбины; 

– количество цилиндров и тип цилиндров (компоновка); 

– расход свежего пара; 
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– расход перегретого пара; 

– начальные параметры пара; 

– параметры перегретого пара; 

– ключевые конструктивные особенности; 

– рабочий вакуум в конденсаторе.  

Значения перечисленных переменных приведены в таблице 3.12. 

 

Таблица 3.12 – Перечень исходных данных для разработки моделей оценки металлозатрат 

№ 
п/п Наименование Значение параметра Вид 

параметра 
1 Тип паровой турбины конденсационная, паровая const 
2 Расход свежего пара, кг/с 692,5 const 
3 Расход перегретого пара, кг/с определяется работой ПВД 1 и ПВД 2 var 
4 Температура свежего пара, °С 580-720 var 
5 Давление свежего пара, МПа 26-35 var 
6 Температура вторичного пара, °С tпп = t0 var 
7 Давление вторичного пара, МПа opt. (II глава) var 
8 Рабочий вакуум в конденсаторе, кПа 5 const 
9 Корневой диаметр, м 0,9 const 
10 Количество двухпоточных ЦНД 2 const 
11 Высота последней лопатки, мм 1200 const 
12 Схема движения пара в ЦВД петлевая const 

 

Часть перечисленных характеристик при анализе были выбраны в качестве постоянных ве-

личин, что определило область применения полученных моделей оценки стоимости и позволило 

добиться необходимой детализации рассматриваемого объекта при изменении переменных со-

ставляющих. 

Устранение проблем, связанных с повышением начальных параметров пара, принуждает 

конструкторов пересматривать узловые и компоновочные решения в целях повышения надежно-

сти и эффективности работы оборудования. Так, был разработан и внедрен в турбинах на СКП 

пара новый цилиндр высокого давления с петлевой схемой движения пара, имеющий ряд 

свойств, необходимых при переходе к высокотемпературным технологиям тепловой генерации. 

Данное решение характеризуется наличием двух корпусов – внутреннего и внешнего, имеющих 

разные линейные размеры, работающие при различных параметрах пара и отличающиеся друг 

от друга маркой металла, из которого они изготовлены. Произошедшие изменения в конструкции 

не могли не повлиять на общую массу ЦВД, а, соответственно, и на стоимость всей паровой тур-

бины. Разработка моделей оценки стоимости энергетического оборудования на ССКП и УСКП 
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пара затруднена тем, что его конструкция либо не проработана, либо проработана частично. Од-

нако исследования, проведенные в НИУ «МЭИ» доказывают, что основные конструкторские ре-

шения, примененные при создании основного энергетического оборудования, работающего на 

сверхкритических параметрах пара, работоспособны и при более высоких параметрах пара. По-

лученные результаты исследования в дальнейшем легли в основу созданных прогнозных моде-

лей оценки металлозатрат паровой турбины. 

Степень унификации основных узлов и деталей турбины напрямую сказывается на весовых 

характеристиках паровых турбин. Чем выше степень унификации, тем меньше разница в абсо-

лютных значениях массы турбин. Унификация узлов осуществляется по экономическим сообра-

жениям в целях снижения постоянных издержек при производстве турбин с разными техниче-

скими характеристиками. Однако чрезмерная унификация приводит к снижению показателей эф-

фективности паровых турбин. Определение степени унификации – задача конструктора, решает 

которую он на основе собственного опыта, исходя из установленных приоритетов между сниже-

нием стоимости паровых турбин или повышением их эффективности и эксплуатационного ре-

сурса. В качестве примера можно привести различия, имеющиеся в турбоустановках К-300-23,5, 

произведенных Ленинградским металлическим заводом и Харьковским турбинным заводом 

(ХТЗ). В турбине ЛМЗ сварные диафрагмы установлены на 24 ступенях, в то время как у турбины 

ХТЗ сварных диафрагм на 2 меньше. Также в силу разных подходов к проектированию и отличий 

в критериях принятия решений проектная масса ротора турбины К-300-23,5 производства ЛМЗ 

на 5 % больше, чем аналогичный показатель у турбины ХТЗ. Различия подобного рода должны 

быть учтены при формировании моделей оценки стоимости паровых турбин, однако не суще-

ствует строгих аналитических зависимостей, определяющих границы применяемости отдельных 

видов деталей и узлов. Следовательно, проблема может быть решена только эмпирически с ис-

пользованием регрессионных методов анализа. 

В качестве переменных факторов были выбраны начальные параметры пара и связанные с 

ними параметры промежуточного перегрева – величины, от которых в наибольшей мере зависят 

массогабаритные характеристики паровых турбин. Расход пара, как и для котельного агрегата, 

при разработке моделей оценки металлозатрат был зафиксирован, что позволило оценить изме-

нение массогабаритных характеристик, вызванное только повышением начальных параметров. 

Мощность паровой турбины в общем случае определяется по формуле (3.59). 

 

𝑁𝑁 = 𝐺𝐺0 ∙ ∆𝐻𝐻0 ∙ η0i, (3.59) 

 

где 𝐺𝐺0 – расход пара, кг/с; 
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∆𝐻𝐻0 – располагаемй теплоперепад, кДж/кг; 

η0i – внутренний относительный КПД турбоустановки. 

При неизменном расходе пара по мере повышения начальных параметров увеличивается 

мощность турбоустановки за счет повышения располагаемого теплоперепада. 

Применив уравнение неразрывности, формула (3.59) приобретает вид: 

 

𝑁𝑁 = 𝐹𝐹0∙C0
v0

∙ ∆𝐻𝐻0 ∙ η0i, (3.60) 

 

где 𝐹𝐹0 – площадь проходного сечения, м2; 

𝐶𝐶0 – скорость потока рабочей среды, м/с; 

𝜈𝜈0 – удельный объем рабочей среды, м3/кг. 

Изменения начальных параметров пара приводят к изменению удельного объема. Выполняя 

условие о неизменности расхода пара и внутреннего относительного КПД, требуется осуществ-

лять изменение площади проходного сечения F0. Поскольку рост температуры пара при неизмен-

ном его давлении ведет к увеличению удельного объема, то для сохранения пропускной способ-

ности цилиндров паровой турбины необходимо увеличивать площадь проходного сечения, а, со-

ответственно, возрастает длина сопловых и рабочих лопаток, диафрагм и внутренний диаметр 

корпуса. В свою очередь повышение давления пара при постоянной температуре ведет к сниже-

нию удельного объема. Стоит отметить, что повышение температуры оказывает более суще-

ственное влияние на удельный объем пара и, соответственно, на конструктивные параметры па-

ровой турбины. 

При этом стоит отметить, что повышение параметров пара перед турбиной оказывает суще-

ственное влияние на часть высокого и среднего давления, куда направляется свежий и вторичный 

пар соответственно. Увеличение температуры пара, обуславливающее рост абсолютной массы 

паровой турбины вследствие увеличения площади поперечного сечения проточной части, приво-

дит также к изменению марочной структуры металлозатрат в сторону увеличения в ней доли до-

рогостоящих высоколегированных сталей. 

Повышение давления совместно с температурой пара приводит к необходимости значитель-

ного утолщения стенок корпуса – наиболее металлоемкой части паровой турбины. Масса корпуса 

ЦВД составляет 20-25 % от всей его массы. Совместное действие факторов увеличения высоты 

проточной части, снижения предела длительной прочности и непосредственно роста давления 

приводят к существенному росту массы корпуса ЦВД и ЦСД и увеличению стоимости турбо-

установки. 
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Приблизительно для расчета толщин стенок корпусов цилиндров может быть использована 

формула (3.61). 

 

𝑟𝑟корп = 𝑃𝑃0∙𝑑𝑑внут
σ∙φ−𝑃𝑃0

, (3.61) 

 

где 𝑟𝑟корп – толщина стенки корпуса, мм; 

𝑑𝑑внут – внутренний диаметр корпуса, мм; 

σ – допустимое напряжение, МПа;  

φ – коэффициент ослабления. 

Повышение параметров пара, определяющее увеличение располагаемого теплоперепада на 

всю турбину, обуславливает рост числа ступеней и увеличивает в целом линейные размеры тур-

боустановки и ее деталей. 

Располагаемый теплоперепад на одну ступень выбирается, исходя из условия оптимального 

соотношения 𝑢𝑢
𝑐𝑐ф

, которое может быть найдено по формуле (3.62). 

 

� 𝑢𝑢
𝑐𝑐ф
�
отп

= φ𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐α1
2�1−ρ

, (3.62) 

 

где 𝑢𝑢 – окружная скорость, м/с; 

𝑐𝑐ф – фиктивная скорость, м/c; 

φ – коэффициент скорости; 

α1 – угол между вектором абсолютной скорости потока пара на входе сопловой аппарат и 

фронтом сопловой решетки, °; 

ρ – степень реактивности ступени. 

Фиктивная скорость – параметр, определяемый располагаемым теплоперепадом, рассчиты-

вается по формуле (3.63) 

 

𝑐𝑐ф = �2𝐻𝐻0����. (3.63) 
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Следовательно, каждой ступени с реактивностью ρ, коэффициентом скорости φ и углом α1 

соответствует единственное значение H0
ст, при котором соотношение 𝑢𝑢

𝑐𝑐ф
 оптимально и лопаточ-

ный КПД ηол принимает наибольшее значение, что продемонстрировано на  

рисунке 3.21. 

Повышение начальных параметров пара оказывает влияние на массогабаритные характери-

стики каждой детали цилиндров высокого и среднего давления:  

– увеличивается толщина и длина корпусов ЦВД и ЦСД; 

– происходит удлинение роторов ЦВД и ЦСД вследствие увеличения числа ступеней; 

– растет масса лопаточного аппарата по причине увеличения числа ступеней и увеличения 

длины лопаток каждой ступени; 

– растет масса диафрагм и обойм диафрагм, что также вызвано увеличением высоты проточ-

ной части и количества ступеней. 

 

 
 

а) б) 

ξc – коэффициент потерь в сопловой решетке; ξр – коэффициент потерь в рабочей решетке; 

ξвс – коэффициент потерь с выходной скоростью 

а) – для ступеней активного типа; б) – для ступеней реактивного типа 

Рисунок 3.21 – Зависимости ηол = f(u/сф) 

 

Конструктивные параметры ЦНД не претерпевают существенных изменений и при разра-

ботке модели оценки изменения металлозатрат за основу будет взят стандартный двухпоточный 

ЦНД с высотой последней лопатки 1200 мм. Предполагается, что дополнительный теплоперепад, 
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вносимый паром повышенных параметров, будет сработан ЦВД и ЦСД паровой турбины, для 

чего будет увеличено количество ступеней в их проточных частях. 

Создаваемая модель оценки стоимости паровой турбины должна учитывать все описанные 

выше изменения габаритов турбоустановки, происходящие при росте начальных параметров 

пара. Первым этапом разработки такой модели является создание математических функций, поз-

воляющих получить оценку массы турбины и сформировать марочную структуру металлозатрат 

с последующим определением стоимости изготовления турбоагрегата. При этом модель должна 

учитывать технологию изготовления отдельных деталей турбины и соответствующий ей инте-

гральный коэффициент использования металла. Также необходимо дифференцировать показа-

тели использования металла по типу заготовки: литье, штамповка, прокат и так далее. 

Проведенный анализ влияния различных факторов на металлоемкость паровой турбины поз-

волил сформировать диаграмму взаимосвязи параметров, определяющих стоимость высокотем-

пературных паровых турбин. Разработанная диаграмма изображена на рисунке 3.22. 
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N – электрическая мощность энергоблока; P0, Pпп – давление свежего и перегретого пара; t0, tпп – температура свежего и перегретого пара; G0 – 

номинальный расход пара; υст – удельный объем пара; [σ] – допустимое напряжение; ρ – плотность металла; Lр.л.i, Lс.л.i – длина рабочей и сопло-

вой лопатки i-й ступени; Lдиафр i – длина диафрагм i-й ступени; Lр – длина ротора; Fcт – площадь проходного сечения; Vвнут. к. – объем металла 

внутреннего корпуса; Vвнеш. к. – объем металла внешнего корпуса; Vтруб – объем металла перепускных труб; Мр.л. – масса рабочих лопаток; Мс.л. – 

масса сопловых лопаток; Мвнут.к. – масса металла внутреннего корпуса; Мвнеш.к. – масса внешнего корпуса; Мтруб – масса перепускных труб; 

Мп.пар – масса подвода пара; Мд – масса диафрагм; Мр – масса ротора, Моб.диафр – масса обойм диафрагм 

Рисунок 3.22 – Диаграмма взаимосвязи параметров, влияющих на массогабаритные характеристики паротурбинной установки
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3.5 Разработка модели оценки металлозатрат на изготовление высокотемпературной паровой 

турбины 

 

Для определения массы деталей паровых турбин необходимо определить характер измене-

ния их габаритных размеров с изменением мощности и начальных параметров пара. В дальней-

шем эти результаты позволят определить чистый металлический объем деталей и узлов и, выбрав 

марку металла в соответствии с рабочими параметрами пара, определить в конечном счете их 

массу. 

Масса паротурбинной установки складывается из массы паровой турбины, массы генератора, 

массы конденсационной установки и регенеративной системы. Высокотемпературный пар лока-

лизован в паровой турбине в части высокого и среднего давления. Высокотемпературная паровая 

турбина может быть спроектирована таким образом, что конструкция ЦНД паровой турбины не 

претерпит никаких изменений, поскольку весь дополнительный теплоперепад будет использован 

в ЦВД и ЦСД. Поэтому наибольшее внимание при разработке моделей оценки металлозатрат 

следует уделить массогабаритным характеристикам ЦВД и ЦСД, которые в большей мере опре-

деляют статью затрат на материалы при изготовлении паровой турбины. 

Паровая турбина состоит из множества деталей, каждая из которых работает в определенных 

условиях и испытывает либо статические, либо динамические нагрузки. Наибольшие динамиче-

ские нагрузки испытывают рабочие лопатки паровых турбин, имеющие сложнопрофилирован-

ную форму. Лопатки паровых турбин непосредственно контактируют с высокотемпературным 

паром, испытывая при этом растягивающие, изгибающие и скручивающие усилия. Поэтому ло-

патки паровых турбин изготавливают из особых марок сталей, и оценка массы данной части 

структуры металлозатрат представляет большую важность. 

Как и описывалось выше, увеличение единичной мощности турбоустановки возможно как за 

счет увеличения расхода пара, так и путем повышения располагаемого теплоперепада. Оба спо-

соба требуют корректировки площади проходного сечения (относительно паровой турбины – 

прототипа), что обеспечивается путем изменения длин лопаток, из-за чего меняется их масса. 

Согласно конструктивным данным по существующим турбоустановкам повышение расхода пара 

с 291,3 (К-330-23,5) до 1016,6 кг/с (К-1200-23,5) сопровождается ростом длины сопловой лопатки 

первой ступени с 23 до 63 мм. На рисунке 3.23 представлен график изменения высоты сопловой 

лопатки первой ступени от мощности турбоустановки (для СКП). Принимая во внимание то, что 

угол раскрытия проточной части в ЦВД и ЦСД турбин на СКП пара по длине постоянен, постро-

ение функциональной зависимости длин лопаток по ступеням турбины при изменении удельного 

объема пара может быть выполнено с привязкой к высоте лопатки первой ступени, рассчитанной 
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из условия обеспечения необходимой пропускной способности, и постоянному углу раскрытия 

проточной части (для ЦВД – 3,5°). 

 

 
Рисунок 3.23 – Изменение длины первой сопловой лопатки с увеличением единичной           

мощности турбоагрегата 

 

Для построения адекватной модели оценки чистого веса соплового и рабочего аппарата па-

ровой турбины необходимо сформировать модель оценки длины лопаток по ступеням при раз-

личных сочетаниях начальных параметров пара, определить распределение температуры пара по 

всей длине проточной части, учесть изменение геометрических параметров профилей лопаток, 

характеризуемых изменением степени реактивности. Важнейшим фактором изменения массы 

лопаточного аппарата при изменении начальных параметров пара является увеличение распола-

гаемого теплоперепада и увеличение числа турбинных ступеней.  

Масса любой детали может быть определена по формуле (3.64). 

 

𝑀𝑀 = ρ ∙ 𝑉𝑉,  (3.64) 

 

где 𝑀𝑀 – масса детали, кг; 

ρ – удельный вес материала, из которого изготовлена деталь, кг/м3; 

𝑉𝑉 – объем детали, м3. 

Для малореактивных сопловых и рабочих лопаток ЦВД и ЦСД профиль имеет постоянное 

сечение по высоте, следовательно, формула массы одной лопатки ЦВД или ЦСД в общем виде 

может быть представлена в виде (3.65). 
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𝑀𝑀 = ρ ∙ 𝑆𝑆 ∙ 𝐿𝐿, (3.65) 

 

где 𝑆𝑆 – площадь профиля, м2; 

𝐿𝐿 – длина лопатки, м. 

Каждая ступень паровой турбины состоит из множества сопловых и рабочих лопаток, уста-

новленных радиально в плоскости, перпендикулярной направлению движения пара, следова-

тельно общее выражение для определения массы лопаточного аппарата может быть записано в 

виде (3.66): 

 

𝑀𝑀л.а(𝑞𝑞) = ρ(𝑞𝑞) ∙ 𝑆𝑆(𝑞𝑞) ∙ 𝐿𝐿(𝑞𝑞) ∙ 𝑛𝑛(𝑞𝑞), (3.66) 

 

где 𝑀𝑀л.а(𝑞𝑞) – масса лопаточной решетки паровой турбины, кг; 

ρ(𝑞𝑞) – плотность стали, из которой изготовлены сопловые или рабочие лопатки, установлен-

ные в ступени q, кг/м3; 

𝑆𝑆(𝑞𝑞) – площадь профиля сопловой или рабочей лопатки, установленной в ступени q, мм2; 

𝐿𝐿(𝑞𝑞) – длина сопловой или рабочей лопатки, установленной в ступени q, мм; 

𝑛𝑛(𝑞𝑞) – число лопаток, установленных на одном диске ступени q, шт. 

Важнейшей задачей при оценке массы лопаточного аппарата является разработка модели из-

менения длины сопловых и рабочих лопаток по ступеням паровой турбины. Чтобы сформировать 

уравнение, описывающее изменение длины лопатки, необходимо и достаточно использовать 

пять параметров: расход пара в паровой турбине, удельный объем пара, средний угол раскрытия 

проточной части турбины и среднее расстояние между ступенями, а также между сопловой и 

рабочей решеткой. Таким образом, при неизменных параметрах получаем: 

 

𝐿𝐿с.р. = 𝐿𝐿р.р. = 𝑓𝑓(𝐺𝐺, ϑ,α, 𝑏𝑏), (3.67) 

 

где 𝐺𝐺 – расход пара, кг/с; 

ϑ – удельный объем пара, м3/кг; 

α – угол раскрытия проточной части, °; 

𝑏𝑏 – среднее расстояние между ступенями паровой турбины, мм. 

Следует отметить, что выражение (3.66) верно при введении допущения о том, что сечение 

профиля лопаток неизменно по высоте, расстояние между ступенями в среднем постоянно. 

Также выражение (3.66) применимо для сопловых и рабочих лопаток ЦСД, где угол раскрытия 

проточной части тоже можно считать постоянным. 
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Анализ существующего опыта отечественного турбостроения позволяет определить пара-

метры α и b в качестве постоянных, равных 3,5о и 14 мм соответственно. 

Отсюда соотношение, определяющее изменение длины сопловых лопаток по ступеням, мо-

жет быть рассчитано по формуле (3.68). 

 

𝐿𝐿с.л.(𝐺𝐺,ϑ)𝑖𝑖+1 = 𝐿𝐿с.л.(𝐺𝐺,ϑ)𝑖𝑖 + 𝑡𝑡𝑡𝑡(α) ∙ 𝑏𝑏(𝑖𝑖 + 1), (3.68) 

 

где 𝐿𝐿с.л. – длина сопловой лопатки ступени q турбины мощностью N, мм; 

𝑏𝑏(𝑖𝑖 + 1) – расстояние между сопловой решеткой первой ступени и сопловой решеткой сту-

пени i + 1, мм. 

Аналогичным образом запишем уравнение для оценки длины рабочих лопаток через фор-

мулу (3.69). 

 

𝐿𝐿р.л.(𝐺𝐺,ϑ)𝑖𝑖+1 = 𝐿𝐿р.л.(𝐺𝐺,ϑ)𝑖𝑖 + 𝑡𝑡𝑡𝑡(α) ∙ 𝑞𝑞(𝑖𝑖+1), (3.69) 

 

где 𝑞𝑞(𝑖𝑖+1) – расстояние между рабочей решеткой первой ступени и рабочей решеткой ступени i + 

1, мм. 

Мощность паровой турбины приблизительно определяется в соотношении (3.70). 

 

𝑁𝑁 = 𝐹𝐹∙𝐶𝐶
ϑ
∙ ∆ℎ ∙ ηoi, (3.70) 

 

где 𝐹𝐹– площадь проходного сечения, м2; 

𝐶𝐶– скорость рабочей среды, м/с; 

ϑ– удельный объем пара, м3/кг; 

Δℎ– перепад энтальпий, кДж/кг; 

ηoi– внутренний относительный КПД, %. 

Выражение 
𝐹𝐹∙𝐶𝐶
ϑ

 является массовым расходом пара G. Площадь проходного сечения для его 

оценки может быть рассчитана как площадь кольца. Выразив торцевую площадь через формулу 

площади кольца, получим (3.71). 

 

π ∙ (𝑅𝑅2 − 𝑟𝑟2) = 𝐺𝐺∙ϑ
𝐶𝐶

, (3.71) 

 

где 𝑅𝑅 – внешний радиус кольца, образованного поперечным сечением проточной части ПТ, м; 
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𝑟𝑟 – внутренний радиус кольца, образованного поперечным сечением проточной части ПТ, м. 

Преобразовав (3.70), получим выражение (3.72). 

 

𝑅𝑅 = �𝐺𝐺∙ϑ
𝐶𝐶∙π

− 𝑟𝑟2. (3.72) 

 

В свою очередь R определяется из соотношения (3.73): 

 

𝑅𝑅 = 𝑙𝑙 + 𝑟𝑟, (3.73) 

 

где 𝑙𝑙 – длина лопатки, м. 

В окончательном виде формула для определения высоты лопатки первой ступени, которая 

является основой функции для определения высот лопаток последующих ступеней может быть 

записана в виде (3.74). 

 

𝑙𝑙 = �𝐺𝐺∙ϑ
𝐶𝐶∙π

− 𝑟𝑟2 − 𝑟𝑟. (3.74) 

 

Уравнение, характеризующее прирост высоты лопатки с увеличением номера ступени, мо-

жет быть получено на основе анализа чертежей паротурбинных установок и построения регрес-

сионной модели, связывающей увеличение расстояния между первой ступенью и i-й ступенью с 

номером ступени. Полученное выражение (3.75) можно представить в следующем виде: 

 

 𝑡𝑡𝑡𝑡(α) ∙ 𝑞𝑞(𝑖𝑖) = 𝑡𝑡𝑡𝑡(α) ∙ (0,2308 ∙ 𝑖𝑖 + 0,1849) = 0,0141 ∙ 𝑖𝑖 + 0,0113. (3.75) 

 

В результате функция изменения длины как рабочей, так и сопловой лопатки в зависимо-

сти от расхода и удельного объема пара может быть представлена соотношением (3.76). 
 

𝐿𝐿л(𝐺𝐺,ϑ, 𝑖𝑖) = �𝐺𝐺∙ϑ
𝐶𝐶∙π

− 𝑟𝑟2 − 𝑟𝑟 + 0,0141 ∙ 𝑖𝑖 + 0,0113. (3.76) 

 

Другим множителем, определяющим объем металла лопатки, является площадь сечения про-

филя. Профиль лопатки имеет сложную форму, образованную пересечением двух кривых, гео-

метрические параметры которых оптимизированы с точки зрения снижения профильных потерь. 
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Задача построения универсальных уравнений, описывающих изменения геометрических пара-

метров профилей при изменении термодинамических параметров среды – крайне сложная и тру-

доемкая. В абсолютном и относительном выражении изменение формы профиля каждой ступени 

оказывают несущественное влияние на массу лопаточного аппарата, поэтому при оценке пло-

щади достаточно использовать справочные данные по существующим профилям, скорректиро-

ванные на изменение хорды профиля, которая увеличивается по мере расширения пара. Данные 

по некоторым из них приведены в таблице 3.13 [19]. 

 

Таблица 3.13 – Геометрические характеристики некоторых профилей сопловых и рабочих лопа-

ток 

Тип 
профиля 

α1э, β2э 
град. α0расч, β1расч ̅tопт 

(М1t)опт, 
(М2t)опт 

b1, b2 
мм F, см2 Iмин, см4 Wмин, см3 

Сопловые решетки 
С-90-12А 10-14 70-120 0,72-0,87 до 0,85 52,5 4,09 0,591 0,575 
С-90-15А 13-17 70-120 0,70-0,85 до 0,85 51,5 3,3 0,36 0,45 
С-90-18А 16-20 70-120 0,70-0,80 до 0,85 47,1 2,72 0,243 0,333 
С-90-22А 20-24 70-120 0,70-0,80 до 0,90 45,0 2,35 0.167 0,265 
С-90-27А 24-30 70-120 0,65-0,75 до 0,90 45,0 2,03 0,116 0,195 
С-90-12Б 10-14 70-120 0,72-0,87 0,85-1,15 56,6 3,31 0,388 0,420 
С-90-15Б 13-17 70-120 0,70-0,85 0,85-1,15 52,0 3,21 0,326 0,413 
С-90-12Р 10-14 70-120 0,58-0,68 1,4-1,8 40,9 2,30 0,237 0,324 
С-90-15Р 13-17 70-120 0,55-0,65 1,4-1,7 42,0 2,00 0,153 0,238 

Рабочие решетки 
Р-23-14А 12-16 20-30 0,60-0,75 до 0,95 25,9 2,44 0,43 0,39 
Р-26-17А 15-19 23-35 0,60-0,70 до 0,95 25,7 2,07 0,215 0,225 
Р-30-21А 19-24 25-40 0,58-0,68 до 0,90 25,6 1,85 0,205 0,234 
Р-35-25А 22-28 30-50 0,55-0,65 до 0,85 25,4 1,62 0,131 0,168 
Р-46-29А 25-32 44-60 0,45-0,58 до 0,85 25,6 1,22 0,071 0,112 
Р-27-17Б 15-19 23-45 0,57-0,65 0,80-1,15 25,4 2,06 0,296 0,297 
Р-30-21Б 19-24 23-40 0,55-0,65 0,85-1,10 20,1 1,11 0,073 0,101 
Р-35-25Б 22-28 30-50 0,55-0,65 0,85-1,10 25,2 1,51 0,126 0,159 
Р-21-18Р 16-20 19-24 0,60-0,70 1,3-1,6 20,0 1,16 0,118 0,142 
Р-25-22Р 20-24 23-27 0,54-0,67 1,35-1,6 20,0 0,99 0,084 0,100 

 

На основе анализа данных по существующим профилям, используемым в паровых турбинах, 

была получена модель изменения площади поперечного сечения для сопловых лопаток, пред-

ставленная соотношением (3.77). 

 

𝑆𝑆с.л.(𝑁𝑁) = 4 ∙ 10−2 ∙ 𝐺𝐺 + 0,0001, (3.77) 

 

где 𝑆𝑆с.л. – площадь поперечного сечения профилей сопловых лопаток, мм2. 

И для рабочих лопаток (3.78): 
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𝑆𝑆р.л.(𝑁𝑁) = 4 ∙ 10−2 ∙ 𝐺𝐺 + 0,0005, (3.78) 

 

где 𝑆𝑆р.л – площадь поперечного сечения профилей рабочих лопаток, мм2. 

Коэффициент детерминации для модели (3.77) составил R2 = 0,9852, для модели (3.78) – R2 

= 0,9884. 

Масса одной лопатки Мл определяется как произведение площади поперечного сечения, вы-

соты лопатки и плотности стали, из которой она изготовлена, по формуле (3.79). 

 

𝑀𝑀л(ρ, 𝑖𝑖,𝐺𝐺,ϑ) = ρ ∙ (�𝐺𝐺∙ϑ
𝐶𝐶∙π

− 𝑟𝑟2 − 𝑟𝑟 + 0,0141 ∙ 𝑖𝑖 + 0,0113) ∙ (4 ∙ 10−6 ∙ 𝐺𝐺 + 0,0001). (3.79) 

 

Для завершения модели оценки массы лопаточного аппарата уравнение массы одной лопатки 

должно быть умножено на их количество. Количество лопаток в ЦВД или ЦСД зависит от двух 

величин: числа ступеней и числа лопаток в диафрагме (для сопловых лопаток) и рабочем колесе 

(для рабочих лопаток). 

Число ступеней зависит от располагаемого теплоперепада в отсеке турбины. Для оценочных 

расчетов можно принять равные теплоперепады, срабатываемые в каждой ступени. В турбинах 

на сверхкритическое давление средний теплоперепад на ступень составляет 39 кДж/кг. Данное 

значение было принято в качестве константы, используемой для определения примерного коли-

чества ступеней в части высокого и среднего давления паровой турбины. Располагаемый тепло-

перепад является функцией параметров свежего и перегретого пара. Таким образом, количество 

ступеней может быть примерно определено по формуле (3.80). 

 

𝑚𝑚 = 𝐻𝐻0
𝐻𝐻0𝑐𝑐т

, (3.80) 

 

где 𝐻𝐻0 – располагаемый теплоперепад в ЦВД или ЦСД, кДж/кг; 

𝐻𝐻0ст – средний располагаемый теплоперепад на одну ступень, кДж/кг. 

Количество сопловых и рабочих лопаток в турбинной ступени зависит от относительного 

шага и среднего диаметра турбинного колеса. Относительный шаг решетки определяется на ос-

нове выражения (3.81): 

 

𝑡𝑡1 = π∙𝑑𝑑1ср
𝑧𝑧1

, (3.81) 
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где 𝑡𝑡1 – относительный шаг решетки; 

𝑑𝑑1ср – средний диаметр турбинной решетки, м; 

𝑧𝑧1 – количество сопловых или рабочих решеток, шт. 

При этом известно, что минимальные профильные потери в решетках ЦВД и ЦСД достига-

ются при значении оптимального относительного шага, равного 0,7-0,85. Для расчетов было при-

нято значение 0,8. Для увязки расчета числа ступеней в турбинной решетке с расчетом высоты 

лопаток, который содержит в себе необходимые данные для определения среднего диаметра в 

каждой ступени паровой турбины, на основе математического анализа было разработано уравне-

ние, позволяющее использовать в модели для определения количества лопаток расчетное значе-

ние высоты лопатки. Полученное уравнение базируется на следующем выводе (3.82): 

 

𝑍𝑍1 = π∙𝑑𝑑ср
𝑡𝑡1

=
π∙(𝑙𝑙2+𝑑𝑑к)

𝑡𝑡1
, (3.82) 

 

где 𝑑𝑑к – корневой диаметр, равный 0,9 м. 

Уравнение определения числа сопловых и рабочих лопаток, построенное на основе вариант-

ных расчетов длин лопаток при различных параметрах свежего и перегретого пара, позволил по-

лучить следующие выражения для ЦВД (3.83) и ЦСД (3.84):  

 

𝑛𝑛сопл𝑖𝑖 = 48,933 ∙ 𝑒𝑒0,008𝑖𝑖, (3.83) 

 

𝑛𝑛раб𝑖𝑖 = 72,19 ∙ 𝑒𝑒0,008𝑖𝑖, (3.84) 

 

где 𝑛𝑛сопл𝑖𝑖 – количество сопловых лопаток i-ой ступени, шт.; 

𝑛𝑛раб𝑖𝑖 – количество рабочих лопаток i-ой ступени, шт. 

Определив функциональные зависимости изменения конструктивных параметров лопаточ-

ного аппарата от удельного объема, можно записать итоговую модель, позволяющую сформиро-

вать оценку чистого веса сопловых и рабочих лопаток. 

Для соплового аппарата ЦВД представлено соотношением (3.85). 

 

𝑀𝑀𝑐𝑐.л.
ЦВД(𝐺𝐺,ϑ, ρ, 𝑖𝑖) = ρ ∙ ��𝐺𝐺∙ϑ

𝐶𝐶∙π
− 𝑟𝑟2 − 𝑟𝑟 + 0,0141 ∙ 𝑖𝑖 + 0,0113� ∙ (4 ∙ 10−6 ∙ 𝐺𝐺 +  0,0001) ×

   × 48,933 ∙ 𝑒𝑒0,008𝑖𝑖 . 
(3.85) 

 

Для рабочего аппарата ЦВД уравнение оценки массы определяется соотношением (3.86). 
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𝑀𝑀р.л.
ЦВД(𝐺𝐺,ϑ, ρ, 𝑖𝑖) = ρ ∙ ��𝐺𝐺∙ϑ

𝐶𝐶∙π
− 𝑟𝑟2 − 𝑟𝑟 + 0,0141 ∙ 𝑖𝑖 + 0,0113� ∙ (4 ∙ 10−6 ∙ 𝐺𝐺 +  0,0005) ×

     × 72,19 ∙ 𝑒𝑒0,008𝑖𝑖 . 
(3.86) 

 

В соответствии с логикой построения модели оценки массы лопаточного аппарата в ЦВД 

были построены аналогичные зависимости для ЦСД, представленные соотношениями (3.87) и 

(3.88): 

 

𝑀𝑀с.л.
ЦСД(𝐺𝐺,ϑ, ρ, 𝑖𝑖) = ρ ∙ ��𝐺𝐺∙ϑ

𝐶𝐶∙π
− 𝑟𝑟2 − 𝑟𝑟 + 0,0061 ∙ 𝑖𝑖−1,612� ∙ (4 ∙ 10−6 ∙ 𝐺𝐺 + 0,0001) ×

               × (1,0578 ∙ 𝑖𝑖 + 45,961), 
(3.87) 

 

𝑀𝑀р.л.
ЦСД(𝐺𝐺,ϑ, ρ, 𝑖𝑖) = ρ ∙ ��𝐺𝐺∙ϑ

𝐶𝐶∙π
− 𝑟𝑟2 − 𝑟𝑟 + 0,0061 ∙ 𝑖𝑖−1,612� ∙ (4 ∙ 10−6 ∙ 𝐺𝐺 +  0,0001) ×

              × (0,8373 ∙ 𝑖𝑖 + 74,422). 
(3.88) 

 

Другим важным элементом паровой турбины является внешний корпус цилиндра. Конструк-

тивно корпус представляет собой цилиндрическую оболочку, имеющую специальные фланцы 

для надежной и герметичной стяжки двух половин корпусов и предусматривающую патрубки 

для подвода и отвода пара из цилиндра. В целях разработки оценочных моделей по определению 

массы корпусов ЦВД и ЦСД паровой турбины будет введено допущение, предусматривающее 

упрощение корпусов до резервуара с цилиндрической стенкой, с установленной с двух сторон 

крышкой с отверстием, площадь которого равна площади поперечного сечения опорного под-

шипника валопровода турбины. Расчетная схема внешнего корпуса цилиндра представлена на 

рисунке 3.24. 

 

 
Рисунок 3.24 – Расчетная модель для определения массы внешнего корпуса ЦСД и ЦВД 
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Корпус цилиндра паровой турбины должен иметь способность выдерживать значительный 

перепад давления между перегретым паром и атмосферным давлением в условиях высоких тем-

ператур. С ростом давления должна увеличиваться толщина стенки корпуса для обеспечения не-

обходимой прочности. В свою очередь увеличение температуры перегретого пара формирует бо-

лее сложные условия эксплуатации и снижает предел прочности используемой стали, что также 

приводит к утолщению стенок корпуса цилиндра. Рост толщины корпуса означает рост металло-

затрат за счет увеличения массы используемого металла, рост температуры приводит к необхо-

димости использовать высоколегированные аустенитные стали, а, следовательно, металлоза-

траты также растут, но уже за счет роста цены на используемый материал. 

Рост мощности паровой турбины при постоянных параметрах пара, как уже было сказано 

ранее, вынуждает обеспечивать большую площадь проходного сечения. Увеличение объема про-

точной части турбины, происходит путем удлинения сопловых и рабочих лопаток, что неизбежно 

ведет к росту внутреннего радиуса корпуса цилиндра. Толщина стенки корпуса расчетной модели 

корпуса, изображенной на рисунке 3.24, может быть определена по формуле (3.89). 

 

𝑆𝑆корп = 0,42∙𝑃𝑃0∙𝐷𝐷∙𝐾𝐾зп
2∙σ+0,42∙𝑃𝑃0

, (3.89) 

 

где 𝑃𝑃0 – расчетное давление, МПа; 

𝐷𝐷 – внешний диаметр, мм; 

σ – допустимое напряжение, МПа; 

𝐾𝐾зп – коэффициент запаса прочности. 

Функциональная зависимость массы корпуса может быть выражена в виде, представленном 

формулой (3.90). 

 

𝑀𝑀корп(𝐺𝐺,ϑ, 𝑡𝑡) = ρ(𝑡𝑡) ∙ 𝑆𝑆(𝐺𝐺,ϑ) ∙ 𝐿𝐿(𝐺𝐺,ϑ). (3.90) 

 

Используя формулу для расчета площади кольца, выражение (3.66) может быть преобразо-

вано в (3.91). 

 

𝑀𝑀корп = ρ ∙ π ∙ (𝐷𝐷внеш
2

4
− 𝑑𝑑внут2

4
) ∙ 𝐿𝐿корп. (3.91) 

 

Учитывая, что Dвнеш = 2 · Sкорп + dвнут, преобразуем уравнение (3.91) в (3.92). 

𝑀𝑀корп = ρ ∙ π
4
∙ �4𝑆𝑆корп2 + 4𝑆𝑆корп� ∙ 𝐿𝐿корп =  ρ ∙ π ∙ 𝑆𝑆корп�𝑆𝑆корп + 1� ∙ 𝐿𝐿корп. (3.92) 
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Далее, подставив формулу (3.90) в соотношение (3.92), получим выражение (3.93). 

 

𝑀𝑀корп =  ρ ∙ π ∙ 0,42∙𝑃𝑃0∙𝐷𝐷внеш
2∙σ+0,42∙𝑃𝑃0

∙ �0,42∙𝑃𝑃0∙𝐷𝐷внеш
2∙σ+0,42∙𝑃𝑃0

+ 1� ∙ 𝐿𝐿корп. (3.93) 
 

На основе анализа данных, представленных в таблице 3.11 и 3.12, была получена модель 

оценки изменения внешнего диаметра корпуса ЦВД и ЦСД в виде (3.94). 

 

𝐷𝐷внеш = 0,4586 ∙ ln(𝐺𝐺) − 1,2333. (3.94) 
 

Длина корпуса была также получена на основе статистического анализа данных по конструк-

ции корпусов цилиндров и рассчитывается на основе выражения (3.95). 

 

𝐿𝐿корп = 1,6453 ∙ ln(𝐺𝐺) − 4,4599. (3.95) 
 

При этом рост длины корпуса вследствие увеличения числа ступеней может учтено путем 

корректировки формулы (3.96). 

 

𝐿𝐿корп = 1,6453 ∙ ln(𝐺𝐺) − 4,4599 + 0,2 ∙ 𝑛𝑛ЦВД, (3.96) 
 

где 𝑛𝑛ЦВД – количество ступеней в ЦВД, шт. 

Подставив выражения (3.94) и (3.96) в (3.93), получим модель оценки массы внешнего кор-

пуса ЦВД в окончательном виде – выражение (3.97). 

 

𝑀𝑀внеш.кор = ρ ∙ [(1,6453 ∙ ln(𝐺𝐺) − 4,4599) + 0,2 ∙ 𝑛𝑛ЦВД] ∙ π
4
∙ ��(0,4586 ∙ ln(𝐺𝐺) − 1,2333) +

+ 2 ∙ 𝐾𝐾з.п. ∙ �
0,42∙𝑃𝑃0∙(0,4586∙ln(𝐺𝐺)−1,2333)

2∙σ1+0,42∙𝑃𝑃0
��
2
− (0,4586 ∙ ln(𝐺𝐺) − 1,233)2� ∙ 10−3. 

(3.97) 

 

Используя подход, изложенный выше, аналогичным образом может быть получена парамет-

рическая модель оценки массы внешнего корпуса ЦСД. Выражение (3.98). 

 

𝑀𝑀внеш.кор = ρ ∙ �(2,6344 ∙ ln(𝐺𝐺) − 9,5866) + 0,48 ∙ 𝑛𝑛ЦСД� ∙
π
4
∙ ��(0,0009 ∙ 𝐺𝐺 + 1,9658) +

+ 2 ∙ 𝐾𝐾з.п. ∙ �
𝑃𝑃пп∙(0,0009∙𝐺𝐺+1,9658)

2∙σ1+𝑃𝑃пп
��
2
− (0,0009 ∙ 𝐺𝐺 + 1,9658)2� ∙ 10−3. 

(3.98) 
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Другой деталью паровых турбин, в построении модели оценки массы которой может быть 

применен алгоритм действий, изложенный в формулах с (3.89) по (3.98), является внутренний 

корпус ЦВД. К точности оценки массы внутреннего корпуса, получаемой при использовании 

разработанной модели, должны предъявляться повышенные требования, что обусловлено усло-

виями эксплуатации при повышенных температурах, требующих изготовления данной детали из 

дорогостоящих высоколегированных жаропрочных сталей. Одинаковая абсолютная ошибка, до-

пущенная при оценке массы деталей и узлов, работающих в условиях относительно высоких и 

низких температур, в разной мере вносит искажения в конечную модель оценки стоимости паро-

турбинной установки, что объясняется значительной разницей в ценах сталей различных классов. 

Вид сверху на внутренний корпус ЦВД паротурбинной установки К-500-240 приведен ри-

сунке 3.25. 

Конструкция внутреннего корпуса ЦВД турбин на сверхкритические параметры и выше в 

целях оценочного моделирования их массы может быть представлена в виде трубы, испытываю-

щей внутреннее избыточное давление, равное разнице давлений пара внутри корпуса и давления 

пара, обтекающего внешнюю стенку корпуса и направляемого в проточную часть правого тока 

цилиндра. Температурные условия эксплуатации внутреннего корпуса определяются температу-

рой пара, расширяющегося в первых ступенях ЦВД. 

Используя тот же подход, что был представлен в формулах с (3.89) по (3.98), были получены 

модели оценки чистой массы внутреннего корпуса ЦВД, представленные выражением (3.99). 

 

𝑀𝑀внут.кор = ρ ∙ [(2,6344 ∙ ln(𝐺𝐺) − 14,5866) + 0,48 ∙ 𝑛𝑛ЦСД] ∙ π
4
∙ ��(0,4035 ∙ ln(𝐺𝐺) −

 − 1,3289) + 2 ∙ 𝐾𝐾з.п. ∙ �
𝑃𝑃0∙(0,4035∙ln(𝐺𝐺)−1,3289)

2∙σ2+𝑃𝑃0
��
2
− (0,4035 ∙ 𝐺𝐺 + 1,3289)2� ∙ 10−3. 

(3.99) 

 

Поскольку реальный объект моделирования – внутренний корпус ЦВД конструктивно отли-

чается от его упрощенного представления, на основе методов статистического анализа была раз-

работана поправка, представленная выражением (3.100), уточняющая спрогнозированную массу 

внутреннего корпуса ЦВД и приводящая ее в соответствие с реальными данными по ПТУ на 

сверхкритические параметры. 

 

𝑀𝑀внеш.кор = 0,0051 ∙ 𝐺𝐺 + 10,03. (3.100) 

 

В результате общая масса внутреннего корпуса может быть рассчитана по формуле (3.101). 
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𝑀𝑀общ.внуткорп
ЦВД = 𝑀𝑀внуткорп

ЦВД + 𝑀𝑀корр.внуткорп
ЦВД  (3.101) 

 

 
1 – верхняя часть корпуса; 2 – нижняя часть корпуса; 3 – штифт конический; 4 – выточка для 

установочной шпонки; 5 – опорная площадка; 6 – полукольцо; 7 – фиксирующий зуб; 8 – сопло-

вая коробка; 9 – лунка для воротничка шпильки; 10 – расточка для соплового аппарата; 11 – 

установочный башмак; 12 – фиксирующая выточка; 13 – отверстие для крепления транспортной 

проушины; 14 – отвод прошедшего через уплотнение пара; 15 – паропроводящий патрубок; 16 – 

кольцевые пазы для диафрагм; 17, 19 – обнизки на горизонтальном разъеме; 18 – кольцевой паз 

для надбандажного уплотнения; 20, 21 – пазы для обойм концевого уплотнения 

Рисунок 3.25 – Внутренний корпус ЦВД К-500-23,5 (ЛМЗ) (вид сверху) 

 

Анализ массогабаритных характеристик роторов сопряжен с рядом сложностей, обусловлен-

ных тем, что с ростом начальных параметров пара и мощности ПТУ помимо изменения длины и 

диаметра ротора, меняется технология его изготовления, что прямым образом сказывается на ко-

эффициенте использования металла и расходе грязного металла. 

При формировании модели оценки массы роторов был принят во внимание опыт создания 

паровых турбин ЛМЗ. Конструкция паровой турбины на сверхкритические параметры пара под-

разумевает применение в ЦВД и ЦСД цельнокованых роторов, изготовленных из одной поковки. 

Ротор ЦНД является сварным. На рисунке 3.26 и рисунке 3.27 приведены продольные разрезы 
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облопаченных роторов высокого (РВД) и среднего давления (РСД) паровой турбины К-500-23,5 

(ЛМЗ) соответственно. 

 

 
Рисунок 3.26 – Продольный разрез облопаченного РВД паровой турбины К-500-23,5 (ЛМЗ) 

 

 
Рисунок 3.27 – Продольный разрез облопаченного РСД паровой турбины К-500-23,5 (ЛМЗ) 

 

Большой интерес с точки зрения создания модели оценки стоимости ПТУ представляет об-

стоятельный анализ массогабаритных характеристик роторов высокого и среднего давления, по-

скольку именно они работают в условиях повышенных температур, что требует использования 

для их создания жаропрочных и жаростойких сталей, способных длительное время без разруше-

ния и деформаций выдерживать значительные нагрузки, создаваемые центробежными силами. 

Анализ конструкций ЦНД на предмет создания аналогичных моделей не представляется необхо-

димым в силу большой степени унификации ЦНД различных турбин, а также по причине сохра-

нения термодинамических параметров и расхода пара на входе в часть низкого давления. Стои-

мость ЦНД была принята в качестве константы. 

Модель оценки чистой массы ротора паровой турбины предусматривает корректировку 

длины ротора в зависимости от числа ступеней. Модель предусматривает компенсирование роста 

располагаемого теплоперепада при увеличении начальных параметров пара изменением длины 

ротора. Определение длины ротора базировалось на увеличении длины ротора турбины К-800-

23,5 по мере возрастания числа ступеней. 
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Применив к данным, представленным в таблице 3.11, методы статистического анализа, было 

получено выражение (3.102), устанавливающее соответствие между мощностью ПТ и массой 

РВД. 

 

𝑀𝑀рот
ЦВД = ρ ∙ 10−3 ∙ (𝐿𝐿 + 2 ∙ 0,25 ∙ 𝑛𝑛ЦВД) ∙

π∙𝑑𝑑ЦВД
2

4
∙ 1,2, (3.102) 

 

где 𝑀𝑀рот
ЦВД – масса РВД, т; 

𝑛𝑛ЦВД – число ступеней в ЦВД, шт.; 

𝑑𝑑ЦВД – диаметр РВД, м. 

Аналогично для РСД получено выражение (3.103). 

 

𝑀𝑀рот
ЦСД = ρ ∙ 10−3 ∙ (𝐿𝐿 + 0,55 ∙ 𝑛𝑛ЦСД) ∙

π∙𝑑𝑑ЦСД
2

4
∙ 1,2, (3.103) 

 

где 𝑀𝑀рот
ЦСД – масса РСД, т; 

𝑛𝑛ЦСД – число ступеней в ЦСД, шт.; 

𝑑𝑑ЦСД – диаметр РСД, м. 

Другим важным узлом паровой турбины, требующим разработки уравнения оценки массы, 

являются диафрагмы и обоймы диафрагм. Диафрагмы являются частью статора паровой турбины 

и предназначены для установки направляющих лопаток и формирования проточной части. Кон-

структивно диафрагма состоит и двух ободов, имеющих форму полукруга. Обод диафрагмы с 

одной стороны ограничен корпусом цилиндра, с другой – направляющими лопатками, устанав-

ливаемыми в тело и обод диафрагмы. Тело диафрагмы конструктивно выполнено также в виде 

двух полукругов. Внутренний диаметр тела диафрагмы выбирается по диаметру валопровода с 

учетом необходимого пространства для организации уплотнений, предотвращающих перетечки 

пара через зазор между диафрагмой и валом. Внешний диаметр тела диафрагмы определен вы-

сотой сопловых лопаток. Основной нагрузкой, которую испытывает диафрагма, является пере-

пад давлений, изгибающий диафрагму в осевом направлении. Подобные деформации недопу-

стимы из-за вероятных в таком случае «задеваний» диафрагменного уплотнения за вал турбины. 

Отсюда диафрагмы выполняются достаточно толстыми для повышения сопротивляемости кон-

струкции возникающим нагрузкам. 

 По мере расширения проточной части паровой турбины растет расстояние между корпусом 

и валопроводом, увеличивается длина сопловых лопаток. Повышение мощности паровых турбин 

влечет за собой как увеличение длины сопловых лопаток, так и количество ступеней. Отсюда 
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очевидным является то, что мощность паровой турбины является существенным фактором изме-

нения массы диафрагмы. 

Согласно подходу, описанному выше на примере сопловых и рабочих лопаток, были полу-

чены уравнения оценки чистого веса диафрагм ЦВД, в общем виде отраженного в формуле 

(3.104). 

 

𝑀𝑀Д = 𝑀𝑀Д ЦВД + 2 ∙ 𝑛𝑛ЦВД, (3.104) 

 

где 𝑀𝑀Д ЦВД – масса диафрагм ЦВД турбины К-800-23,5, т. 

Аналогично для ЦСД – формула (3.105). 

 

𝑀𝑀Д = 𝑀𝑀Д ЦСД + 2,25 ∙ 𝑛𝑛ЦСД, (3.105) 

 

где 𝑀𝑀Д ЦСД – масса диафрагм ЦСД турбины К-800-23,5, т. 

В свою очередь масса обойм диафрагм ЦВД может быть определена по формуле (3.106). 

 

𝑀𝑀ОД ЦВД = 𝑀𝑀б.ЦВД + 1,2 ∙ 𝑛𝑛ЦВД. (3.106) 

 

А масса обойм диафрагм ЦСД рассчитывается в соответствии с формулой (3.107). 

 

𝑀𝑀ОД ЦСД = 𝑀𝑀б.ЦСД + 1,2 ∙ 𝑛𝑛ЦСД. (3.107) 

 

Таким образом, полная масса ЦВД и ЦСД может быть определена как сумма масс всех вхо-

дящих в конструкцию цилиндров узлов по формулам (3.108) и (3.109) соответственно. 

 

𝑀𝑀ЦВД = Σ𝑀𝑀с.л.
ЦВД + Σ𝑀𝑀р.л.

ЦВД + 𝑀𝑀общ.внуткорп
ЦВД + 𝑀𝑀внешкорп

ЦВД + 𝑀𝑀ротор
ЦВД + 2 ∙ 𝑀𝑀П

ЦВД + 𝑀𝑀д
ЦВД + 𝑀𝑀об

ЦВД, (3.108) 

 

𝑀𝑀ЦСД = Σ𝑀𝑀с.л.
ЦСД + Σ𝑀𝑀р.л.

ЦСД + 𝑀𝑀внешкорп
ЦСД + 𝑀𝑀ротор

ЦСД + 2 ∙ 𝑀𝑀П
ЦСД + 𝑀𝑀д

ЦСД + 𝑀𝑀об
ЦСД. (3.109) 

 

Проведение детального анализа конструкций и массогабаритных характеристик цилиндров 

низкого давления с целью построения уравнения оценки его массы не представляется целесооб-

разным в силу нескольких причин: 
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– ЦНД является стандартным узлом, ключевые конструктивные характеристики которого не 

претерпевают значительных изменений с начальных параметров пара; 

– корпус и другие статорные детали ЦНД изготавливаются из недорогой стали ферритно-

мартенситного и ферритно-перлитного класса. Несмотря на значительную массу ЦНД (около 

65 % от массы всей турбоустановки), соотношение цен между жаропрочными сталями аустенит-

ного класса и сталями ферритно-мартенситного класса нивелирует долю ЦНД в стоимостной 

структуре. 

Таким образом, формируя модель оценки металлозатрат в ЦНД, следует брать за основу дан-

ные по массе ЦНД существующих паротурбинных установок на суперсверхкритические пара-

метры пара. При этом единственным варьируемым параметром модели оценки стоимости ЦНД 

является мощность, при росте которой должно увеличиваться проходное сечение и длина рабо-

чих и сопловых лопаток. В паротурбостроении сложилась практика увеличения мощности паро-

вых турбин за счет увеличения числа ЦНД. При этом конструкции паровых турбин предусмат-

ривают использование ЦНД как двухпоточных, так и однопоточных конфигураций.  

Сформировав оценку чистого веса цилиндров высокого и среднего давления, общая масса 

паровой турбины (без конденсатора, регенеративных подогревателей и генератора) может быть 

рассчитана путем сложения оценок масс всех цилиндров по формуле (3.110). 

 

𝑀𝑀ПТ = 𝑀𝑀ЦСД + 𝑀𝑀ЦВД + 𝑀𝑀ЦНД.  (3.110) 

 

Для адекватной оценки металлозатрат на создание паровых турбин необходимо определить 

как точную марочную структуру металла по отдельным узлам, так и общее количество металла, 

которое расходуется на изготовление соответствующих деталей. 

В зависимости от сложности конструкции детали и ее предназначения при создании паро-

турбинных установок используют множество различных способов металлообработки. В частно-

сти, фрезерование, точение, сверление, литье и сварка. Каждый из перечисленных способов ха-

рактеризуется коэффициентом использования металла в процессе металлообработки. Данный ко-

эффициент показывает: какая часть массы заготовки превратилась в готовое изделие, остальное 

– отходы производства (стружка). 

Коэффициенты полезного использования металла (КПИМ), основной тип металлообработки 

и способ изготовления представлены в таблице 3.14 [97]. 
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Таблица 3.14 – КПИМ при изготовлении узлов ПТ 

Узел ПТ Цилиндр ПТ Тип обработки КПИМ 
Рабочие лопатки ЦВД, ЦСД, ЦНД Штамповка, фрезерование 0,256 
Сопловые лопатки ЦВД, ЦСД, ЦНД Штамповка, фрезерование 0,405 
Цельнокованный ротор ЦВД Литье, точение 0,7 
Цельнокованный ротор ЦСД Литье, точение 0,82 
Сварной корпус ЦНД Сварка  
Литой корпус ЦВД, ЦСД Литье, фрезерование 0,69 
Диафрагмы ЦВД, ЦСД Литье, фрезерование 0,71 

 

Общая оценка «грязного» веса металла может быть получена путем деления конечной массы 

узлов паровой турбины на соответствующий КПИМ по формуле (3.111). 

 

𝑀𝑀ПТ
грязн = ∑ 𝑀𝑀𝑖𝑖

узел

КПИМ𝑖𝑖
узел. (3.111) 

 

3.6 Разработка модели оценки стоимости высокотемпературной паровой турбины 

 

Адекватная оценка стоимости создания паровой турбины невозможна без оценки трудоем-

кости ее изготовления. Разработка уравнений, позволяющих приблизительно оценить издержки 

на оплату труда производственного и административно-управленческого персонала, проводи-

лась в несколько этапов: 

– анализ данных по трудоемкости изготовления узлов паровой турбины на повышенные па-

раметры пара;  

– определение значений удельной трудоемкости изготовления в расчете на единицу массы 

узла; норма удельной трудоемкости зависит от технологии производства различных типов дета-

лей и способов металлообработки, применяемых для получения готовых изделий; 

– оценка массы заготовок для изготовления узлов паровой турбины с использованием коэф-

фициентов полезного использования металла, приведенных в таблице 3.14; 

– определение трудоемкости изготовления отдельных узлов и общей трудоемкости изготов-

ления паровой турбины; 

– расчет затрат на оплату труда производственного и управленческого персонала при созда-

нии высокотемпературной паровой турбины. 

В таблице 3.15 приведены значения удельной трудоемкости изготовления отдельных узлов 

паровых турбин. Данные, приведенные в таблице 3.15, получены путем установления равенства 

между удельными затратами времени на изготовление деталей одинаковой конструкции, но име-
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ющих разную массу и размеры. Использование постоянных удельных величин означает линей-

ный характер зависимости между изменением массы и ростом затрат времени на изготовление 

детали. Данный подход правомерен, поскольку изменение массы всегда влечет за собой увели-

чение размеров конечной детали, что прямо пропорционально увеличивает время и количество 

проходов режущего инструмента при токарной и фрезерной обработке, сварке и увеличивает 

время на получение литых заготовок. 

 

Таблица 3.15 – Удельная трудоемкость производства узлов паровой турбины 

№ п/п Наименование узла Удельная трудоемкость, ч/т 
1 Сопловые лопатки 21,124 
2 Рабочие лопатки 18,954 
3 Корпус ЦВД 341,598 
4 Корпус ЦСД 500 
5 Ротор ЦКР 81,535 
6 Диафрагмы 202,677 
7 Обоймы диафрагм 32,25 
8 Подшипники 280,476 
9 Фундаментная рама 148,387 

 

Издержки на оплату труда производственного персонала в соответствии с логикой, изложен-

ной в разделе 3.3 диссертации, могут быть определены по формуле (3.112). 

 

ЗПΣ = ∑  𝑛𝑛
𝑖𝑖=1 𝑀𝑀𝑖𝑖

узел ∙ УТ𝑖𝑖
узел ∙ ЗП𝑖𝑖, (3.112) 

 

где ЗПΣ – затраты на оплату труда производственного персонала, режущего инструмента и об-

служивание обрабатывающего оборудования, руб; 

 𝑀𝑀𝑖𝑖
узел– масса узла паровой турбины (лопаточный аппарат, диафрагмы, ротор, корпус, 

обоймы диафрагм и т.д.), т; 

УТ𝑖𝑖
узел– удельная трудоемкость изготовления i-го узла, т/ч; 

ЗП𝑖𝑖 – стоимость часа работы обрабатывающего станка (токарного, фрезерного и т.д. в зави-

симости от вида узла), включающая в себя заработную плату оператора, стоимость обслуживания 

станка, стоимость режущего инструмента, руб./ч. 

Ниже приведена совокупность выражений, позволяющих установить взаимосвязь между 

начальными параметрами пара высокотемпературного энергоблока и стоимостью создания па-

ротурбинной установки. 

 Масса металла, затраченная на изготовление паровой турбины МПТУ
мет, определяется выра-

жением (3.113) 
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𝑀𝑀мет
ПТУ = 𝑀𝑀ЦВД + 𝑀𝑀ЦСД + 𝑀𝑀ЦНД + 𝑀𝑀конд + 𝑀𝑀рег + 𝑀𝑀паропр, (3.113) 

 

где MЦВД, MЦСД, MЦНД, Mконд, Mрег, Mпаропр – масса ЦВД, ЦСД, ЦНД, конденсатора, регенеративной 

системы и паропроводов свежего и перегретого пара соответственно, т. 

а) масса металла, затраченного на изготовление ЦВД, MЦВД определяется по формуле (3.114). 

 

𝑀𝑀ЦВД = Σ𝑀𝑀с.л.
ЦВД + Σ𝑀𝑀р.л.

ЦВД + 𝑀𝑀внут.корп
ЦВД + 𝑀𝑀внеш.корп

ЦВД + 𝑀𝑀ротор
ЦВД + 𝑀𝑀д

ЦВД + 𝑀𝑀об
ЦВД. (3.114) 

 

где ∑МЦВД
с.л., ∑МЦВД

р.л., МЦВД
внут.корп, МЦВД

внеш.корп, МЦВД
ротор, МЦВД

п, МЦВД
д, МЦВД

об – масса сопло-

вого аппарата ЦВД, рабочих лопаток ЦВД, внутреннего и внешнего корпусов, ротора, подшип-

ников, диафрагм и обойм диафрагм соответственно, т. 

1) масса сопловых лопаток ЦВД 𝑀𝑀𝑐𝑐.л.
ЦВД определяется по формуле (3.115). 

 

𝑀𝑀𝑐𝑐.л.
ЦВД = ρ ∙ ��𝐺𝐺∙ϑ

𝐶𝐶∙π
− 𝑟𝑟2 − 𝑟𝑟 + 0,0141 ∙ 𝑖𝑖 + 0,0113� ∙ 𝑛𝑛сопл

ЦВД ∙ (4 ∙ 10−6 ∙ 𝐺𝐺 +  0,0001) ×

                          × 48,933 ∙ 𝑒𝑒0,008𝑖𝑖. 
(3.115) 

 

где ϑ – удельный объем пара, м3/кг; 

𝐺𝐺 – расход пара, кг/с; 

𝐶𝐶 – скорость рабочей среды, м/с; 

𝑖𝑖 – номер ступени; 

𝑟𝑟 – корневой радиус, м; 

ρ – удельный вес стали, кг/м3; 

𝑛𝑛сопл
ЦВД  – число сопловых лопаток в ЦВД, шт. 

2) масса рабочих лопаток ЦВД 𝑀𝑀р.л.
ЦВД определяется по формуле (3.116). 

 

𝑀𝑀р.л.
ЦВД(𝐺𝐺,ϑ, ρ, 𝑖𝑖) = ρ ∙ ��𝐺𝐺∙ϑ

𝐶𝐶∙π
− 𝑟𝑟2 − 𝑟𝑟 + 0,0141 ∙ 𝑖𝑖 + 0,0113� ∙ 𝑛𝑛р.л.

ЦВД ∙ (4 ∙ 10−6 ∙ 𝐺𝐺 +

 + 0,0005) ∙ 72,19 ∙ 𝑒𝑒0,008𝑖𝑖 . 
(3.116) 

 

где 𝑛𝑛р.л.
ЦВД – число рабочих лопаток в ЦВД 

3) масса внешнего корпуса ЦВД 𝑀𝑀внеш.кор
ЦВД  определяется по формуле (3.117). 
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𝑀𝑀внеш.кор
ЦВД = ρ ∙ [(1,6453 ∙ ln(𝐺𝐺) − 4,4599) + 0,2 ∙ 𝑛𝑛ЦВД] ∙ π

4
∙ ��(0,4586 ∙ ln(𝐺𝐺) − 1,2333) +

+ 2 ∙ 𝐾𝐾з.п. ∙ �
0,42∙𝑃𝑃0∙(0,4586∙ln(𝐺𝐺)−1,2333)

2∙σ1+0,42∙𝑃𝑃0
��
2
− (0,4586 ∙ ln(𝐺𝐺) − 1,233)2� ∙ 10−3. 

(3.117) 

 

где 𝐾𝐾з.п. – коэффициент запаса прочности; 

𝑛𝑛ЦВД – количество ступеней в ЦВД, шт.; 

σ1 – предел длительной прочности, МПа; 

4) масса внутреннего корпуса ЦВД 𝑀𝑀внут.кор
ЦВД  определяется по формуле (3.118). 

 

𝑀𝑀внут.кор
ЦВД = ρ ∙ [(2,6344 ∙ ln(𝐺𝐺) − 14,5866) + 0,48 ∙ 𝑛𝑛ЦВД] ∙ π

4
∙ ��(0,4035 ∙ ln(𝐺𝐺) −

− 1,3289) + 2 ∙ 𝐾𝐾з.п. ∙ �
𝑃𝑃0∙(0,4035∙ln(𝐺𝐺)−1,3289)

2∙σ2+𝑃𝑃0
��
2
− (0,4035 ∙ 𝐺𝐺 + 1,3289)2� ∙ 10−3. 

(3.118) 

 

5) масса ротора ЦВД 𝑀𝑀рот
ЦВД определяется по формуле (3.119). 

 

𝑀𝑀рот
ЦВД = ρ ∙ 10−3 ∙ (𝐿𝐿 + 2 ∙ 0,25 ∙ 𝑛𝑛ЦВД) ∙

π ∙ 𝑑𝑑ЦВД2

4
∙ 1,2 (3.119) 

 

где 𝑑𝑑ЦВД – диаметр РВД, м. 

𝐿𝐿 – длина ротора ЦВД турбины К-800-23,5, м. 
6) масса обойм диафрагм ЦВД 𝑀𝑀 од

ЦВД определяется по формуле (3.120). 

 

𝑀𝑀 од
ЦВД = 𝑀𝑀б.

ЦВД + 1,2 ∙ 𝑛𝑛ЦВД (3.120) 

 

где 𝑀𝑀б.
ЦВД – масса обойм диафрагм в турбине К-800-23,5, т. 

7) масса диафрагм ЦВД 𝑀𝑀д
ЦВД определяется по формуле (3.121). 

 

𝑀𝑀д
ЦВД = 𝑀𝑀дф

ЦВД + 2 ∙ 𝑛𝑛ЦВД (3.121) 

 

где 𝑀𝑀дф
ЦВД – масса диафрагм в турбине К-800-23,5, т. 

б) масса металла, затраченного на изготовление ЦСД, MЦСД рассчитывается аналогично MЦВД 

и определяется по формуле (3.122). 
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𝑀𝑀ЦСД = Σ𝑀𝑀с.л.
ЦСД + Σ𝑀𝑀р.л.

ЦСД + 𝑀𝑀внешкорп
ЦСД + 𝑀𝑀ротор

ЦСД + 2 ∙ 𝑀𝑀П
ЦСД + 𝑀𝑀д

ЦСД + 𝑀𝑀об
ЦСД (3.122) 

 

где ∑МЦСД
с.л., ∑МЦСД

р.л., МЦСД
внеш.корп, МЦСД

ротор, МЦСД
п, МЦСД

д, МЦСД
об – масса соплового аппарата 

ЦСД, рабочих лопаток ЦСД, внешнего корпуса, ротора, подшипников, диафрагм и обойм диа-

фрагм соответственно. 

1) масса сопловых лопаток ЦСД 𝑀𝑀с.л.
ЦСД определяется по формуле (3.123). 

 

𝑀𝑀с.л.
ЦСД(𝐺𝐺,ϑ, ρ, 𝑖𝑖) = 𝜌𝜌 ∙ ��𝐺𝐺∙ϑ

𝐶𝐶∙π
− 𝑟𝑟2 − 𝑟𝑟 + 0,0061 ∙ 𝑖𝑖−1.612� ∙ (4 ∙ 10−6 ∙ 𝐺𝐺 + 0,0001) ×

                 × (0,8373 ∙ 𝑖𝑖 + 74,422). 
(3.123) 

 
2) масса рабочих лопаток в ЦСД 𝑀𝑀р.л.

ЦСД определяется по формуле (3.124). 

 

𝑀𝑀р.л.
ЦСД(𝐺𝐺,ϑ, ρ, 𝑖𝑖) = 𝜌𝜌 ∙ ��𝐺𝐺∙ϑ

𝐶𝐶∙π
− 𝑟𝑟2 − 𝑟𝑟 + 0,0061 ∙ 𝑖𝑖−1.612� ∙ (4 ∙ 10−6 ∙ 𝐺𝐺 + 0,0001) ×

                  × (0,8373 ∙ 𝑖𝑖 + 74,422). 

(3.124) 

 

3) масса корпуса ЦСД 𝑀𝑀внеш.кор определяется по формуле (3.125). 

 

𝑀𝑀внеш.кор = ρ ∙ �(2,6344 ∙ ln(𝐺𝐺) − 9,5866) + 0,48 ∙ 𝑛𝑛ЦСД� ∙
π
4
∙ ��(0,0009 ∙ 𝐺𝐺 + 1,9658) +

 + 2 ∙ 𝐾𝐾з.п. ∙ �
𝑃𝑃пп∙(0,0009∙𝐺𝐺+1,9658)

2∙σ1+𝑃𝑃пп
��
2
− (0,0009 ∙ 𝐺𝐺 + 1,9658)2� ∙ 10−3. 

(3.125) 

 

где 𝑃𝑃пп – давление перегретого пара, МПа. 

4) масса ротора ЦCД 𝑀𝑀рот
ЦСД определяется по формуле (3.126). 

 

𝑀𝑀рот
ЦСД = ρ ∙ 10−3 ∙ (𝐿𝐿 + 0,55 ∙ 𝑛𝑛ЦСД) ∙

π∙𝑑𝑑Ц𝐶𝐶Д
2

4
∙ 1,2. (3.126) 

 

где 𝑑𝑑ЦСД – диаметр РCД, м. 

𝑛𝑛ЦСД – количество ступеней в ЦСД, шт. 

5) масса обойм диафрагм ЦСД 𝑀𝑀 од
ЦСД определяется по формуле (3.127). 

 

𝑀𝑀 од
ЦСД = 𝑀𝑀б.

ЦСД + 1,2 ∙ 𝑛𝑛ЦСД (3.127) 
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где 𝑀𝑀б.

ЦСД – масса обойм диафрагм в турбине К-800-23,5, т 

6) масса диафрагм ЦСД 𝑀𝑀д
ЦСД определяется по формуле (3.128). 

 

𝑀𝑀д
ЦСД = 𝑀𝑀дф

ЦСД + 2,25 ∙ 𝑛𝑛ЦСД (3.128) 

 

где 𝑀𝑀дф
ЦСД – масса диафрагм в турбине К-800-23,5, т. 

в) масса паропроводов 𝑀𝑀паропр определяется по формуле (3.129). 

 

𝑀𝑀паропр = 𝑀𝑀свеж.пар
паропр + 𝑀𝑀ЦВД−пп

паропр + 𝑀𝑀пп−ЦСД
паропр  (3.129) 

 
где Mпаропр

свеж.пар, Mпаропр
ЦВД-пп, Mпаропр

пп-ЦСД – масса паропроводов свежего пара, пара до проме-

жуточного перегрева и пара после промежуточного перегрева соответственно, т. 

1) масса паропровода свежего пара 𝑀𝑀свеж.пар
паропр  определяется по формуле (3.130). 

 

𝑀𝑀свеж.пар
паропр = ρ ∙ [(28,38 ∙ ln(𝐺𝐺) − 107,99)] ∙ π

4
∙ ��(0,0003 ∙ 𝐺𝐺 + 0,2249) + 2 ∙ 𝐾𝐾з.п. ×

                × �𝑃𝑃0∙(0,0004∙𝐺𝐺+0,3116)
2∙σ1+𝑃𝑃0

��
2
− (0,0003 ∙ 𝐺𝐺 + 0,2249)2� ∙ 10−3. 

(3.130) 

 
2) масса паропровода пара до промежуточного перегрева 𝑀𝑀ЦВД−пп

паропр  определяется по фор-

муле (3.131). 

 

𝑀𝑀ЦВД−пп
паропр = ρ ∙ [(0,0506 ∙ 𝐺𝐺 + 29,863)] ∙ π

4
∙∙ ��(0,0002 ∙ 𝐺𝐺 + 0,1249) + 2 ∙ 𝐾𝐾з.п. ×

                      × �𝑃𝑃0∙(0,0002∙𝐺𝐺+0,1703)
2∙σ2+𝑃𝑃0

��
2
− (0,0002 ∙ 𝐺𝐺 + 0,1249)2� ∙ 10−2. 

(3.131) 

 

3) масса паропровода пара после промежуточного перегрева 𝑀𝑀пп−ЦСД
паропр  определяется по 

формуле (3.132). 

 

𝑀𝑀пп−ЦСД
паропр = ρ ∙ [(0,0441 ∙ 𝐺𝐺 + 26,015)] ∙ π

4
∙ ��(0,0002 ∙ 𝐺𝐺 + 0,1972) + 2 ∙ 𝐾𝐾з.п. ×

                      × �0,2∙𝑃𝑃0∙(0,0002∙𝐺𝐺+0,1972)
2∙σ1+0,2∙𝑃𝑃0

��
2
− (0,0002 ∙ 𝐺𝐺 + 0,1249)2� ∙ 10−2. 

 

(3.131) 
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Оценка затрат на оплату труда производственного персонала производилась после оценки 

массы заготовки каждой детали паровой турбины с помощью данных, представленных в таблице 

3.15, и на основе формулы (3.112). 

Масса цилиндра низкого давления паровой турбины не меняется с изменением начальных 

параметров пара в заданном диапазоне значений. Расход пара в паротурбинной установке явля-

ется неизменным, а весь высокотемпературный пар срабатывает в ЦСД до обычных параметров 

на входе в ЦНД. Следовательно, ни расход, ни начальные параметры пара не меняются на входе 

в ЦНД, соответственно, массу ЦНД можно считать постоянной, а вместе с ней и стоимость его 

изготовления. 

Согласно источнику «Технико-экономические показатели производства стационарных паро-

вых турбин» [94] общая масса одного тока ЦНД с лопаткой 1200 мм вместе со вспомогательными 

системами, фундаментными рамами и конденсатором составляет 217 т. Поскольку температура 

пара в ЦНД невелика и не превышает 300 °С, то большинство деталей, в особенности статорные, 

могут быть изготовлены из недорогой низколегированной стали. Исключение составляют по-

движные части ЦНД, прежде всего ротор и рабочие лопатки. Ротор изготавливается из специаль-

ной стали Р2 с высокой сопротивляемостью ползучести, рабочие лопатки – из стали 20Х13. Ра-

бочие лопатки последней ступени изготавливаются из титанового сплава ВТ6, цена которого со-

ставляет 1375000 руб./т. При этом титан сложно обрабатывать резанием, что увеличивает затраты 

на производство.  

Для определения стоимости изготовления ЦНД необходимо выделить из структуры металло-

затрат узлы, которые изготавливаются из сталей, характеризующихся ценой, превышающей цену 

обычных низколегированных сталей, в частности ротора и рабочих лопаток. Так, масса участка 

ротора в одном токе ЦНД составляет около 9 т, масса рабочих лопаток последней ступени – 0,5-

0,6 т.  

С учетом существующих пропорций в структуре металлозатрат и удельной трудоемкости из-

готовления каждого узла паровой турбины, общая стоимость изготовления ЦНД (6 токов) соста-

вила 1,42 млрд руб. Данная статья затрат не меняется с изменением начальных параметров пара 

и потому при моделировании претерпевать изменений не будет. 

Затраты на изготовление турбоустановки также включают в себя стоимость электрогенера-

тора. Поскольку расчетное значение мощности энергоблока в зависимости от начальных пара-

метров пара принадлежит диапазону 889-1030 МВт, то для оценки допустимо выбрать электро-

генератор ТВВ-800-2ЕКУЗ, стоимость которого в соответствии [98] составляет 1 млрд руб. В ре-

зультате, часть общей стоимость паротурбинной установки, которая не претерпевает изменений 

при повышении начальных параметров пара, составляет 2,42 млрд руб. 
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ГЛАВА 4. ИССЛЕДОВАНИЕ ВЛИЯНИЯ УРОВНЯ РАЗВИТИЯ ПАРОТУРБИННОЙ ТЕХНО-

ЛОГИИ НА ТЕХНИКО-ЭКОНОМИЧЕСКИЕ ПОКАЗАТЕЛИ ЭКСПЛУАТАЦИИ ЭНЕРГОБЛО-

КОВ 

 

В данной главе диссертации приводится оценка стоимости создания высокотемпературного 

энергетического оборудования и энергоблоков в целом на параметры пара 26-35 МПа / 580-

720 °С. Приведенная оценка позволяет оценить влияние на величину затрат на изготовление 

энергоагрегатов и строительство энергоблока ключевых термодинамических параметров тепло-

вой схемы – начального давления и температуры пара. По результатам расчетов стоимости со-

здания энергетического оборудования, выполненных с помощью сформированной модели, был 

сделан вывод о том, что изменение температуры свежего пара является более существенным фак-

тором увеличения стоимости основного энергетического оборудования, чем давление. Ее изме-

нение от 580 до 720 °С в среднем увеличивает размер капиталовложений в котел на 81,2 – 114,3 % 

и на 26 – 30 % стоимость паротурбинной установки. В то время как повышение давления от 26 

до 35 МПа привело к росту стоимости котла на 9,2-30,45 %, турбины – на 1,6 – 4,9 %. 

Характер зависимостей стоимости высокотемпературного энергетического оборудования и 

энергоблока от начальных температуры и давления пара имеет нелинейный характер, с выражен-

ной «площадкой» в области температур 610-650 °С, при переходе через которые скорость роста 

стоимости значительно возрастает. Сопоставление полученных кривых изменения стоимости и 

эффективности высокотемпературных энергоблоков показало отсутствие монотонности функ-

ции, представляющей разницу топливных издержек и затрат, зависящих от величины капиталь-

ных вложений – амортизации и ремонтов, что позволило сформулировать гипотезу о существо-

вании оптимального по критерию минимума себестоимости производства электрической энер-

гии сочетания P0 и t0 для каждого значения цены на топливо, которая была проверена и подтвер-

ждена с помощью разработанной модели оценки себестоимости производства электрической 

энергии, где были использованы полученные во второй и четвертой главах диссертации оценки 

эффективности высокотемпературных энергоблоков и капитальных затрат на его строительство. 

 

4.1 Оценка стоимости создания котельного агрегата на повышенные параметры пара 

 

Оценка стоимости создания котельного агрегата была получена с помощью функциональной 

модели, описание которой представлено в разделе 3.3. Моделирование проводилось для котель-

ного агрегата с однократным промежуточным перегревом, имеющего горизонтальную компо-

новку. Расход свежего котла составил 692,5 кг/с. КПД котла брутто составил 93 %. Проектное 

топливо котла – кузнецкий энергетический уголь с теплотой сгорания 22413 кДж/кг. Для расчета 
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величины затрат на оплату труда было принято, что котел изготавливается и возводится в две 

смены. Средний оклад разнорабочего, прораба, сварщика и начальника участка были приняты 

соответственно равными 40000 руб./мес., 61000 руб./мес., 60000 руб./мес., 75200 руб./мес. Коэф-

фициент инфлирования для приведения к сопоставимому уровню цен сумма затрат на НИОКР (к 

2015 году) составил 1,42. Полученные оценки стоимости создания КУ приведены на рисунке 4.1, 

рисунке 4.2 и в таблице 4.1. 

Анализ результатов, представленных на рисунке 4.1, показывает, что стоимость создания КУ 

от температуры свежего пара в диапазоне значений от 580 до 620 °С увеличивается почти ли-

нейно для каждого значения начального давления t0. Рост стоимости на этом участке для давле-

ния 26 МПа составил 6,83 %, для давления 35 МПа – 8,14 %. Увеличение скорости роста стоимо-

сти КУ обусловлено нелинейным характером зависимости толщины стенок поверхностей 

нагрева от давления. Причем, чем выше температура пара и, соответственно, ниже предел дли-

тельной прочности стали, тем сильнее выражен нелинейный характер зависимости.  

После перехода точки 620 °С наблюдается резкий рост размера капитальных вложений 

вплоть до 700 °С. При давлении свежего пара, равного 35 МПа, имеет место скачок стоимости с 

6,23 до 11,18 млрд руб., что в относительном выражении составляет 79,63 %. Для более низкого 

значения давления – 26 МПа, рост стоимости составляет 54,1 %. 

Увеличение тангенса угла наклона кривой, характеризующей изменение стоимости создания 

КУ, в данном диапазоне температур обусловлен изменением структуры металлозатрат и увели-

чением в ней доли дорогих аустенитных сталей с большим содержанием никеля, которые имеют 

более высокий удельный вес 8600 против 7800 кг/м3. 

 

Таблица 4.1 – Оценка изменения стоимости создания КУ при изменении температуры свежего 

пара для различных значений начального давления 

P0, МПа Стоимость создания КУ, млрд руб. 
t0 = 540 °С t0 = 580 °С t0 = 620 °С t0 = 660 °С t0 = 700 °С t0 = 720 °С 

23,5 4,833 5,133 5,436 8,400 11,188 11,544 
26 4,970 5,246 5,584 7,946 10,467 10,736 
28 5,056 5,356 5,722 7,665 10,015 10,264 
30 5,143 5,465 5,86 7,386 9,565 9,792 
32 5,229 5,575 5,99 7,109 9,118 9,320 
35 5,377 5,759 6,228 6,798 8,605 8,849 
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Рисунок 4.1 – Оценка изменения стоимости создания КУ при изменении температуры свежего 

пара для различных значений начального давления 

 

 
Рисунок 4.2 – Оценка изменения стоимости создания КУ при изменении давления свежего пара 

для различных значений начальной температуры 
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На рисунке 4.3 представлено изменение классовой структуры металлозатрат при переходе от 

ССКП к УСКП пара. 

 

 

 
Рисунок 4.3 – Изменение структуры металлозатрат в КУ при переходе к УСКП пара 

 

Согласно рисунку 4.3 при температуре пара 620 °С высокотемпературные поверхности 

нагрева могут выполняться из сталей мартенситного класса без использования более дорогих 

аустенитных сталей. Однако повышение температуры на 100 °С меняет структуру металлозатрат, 

и доля аустенитных сталей, в том числе и никелевых сплавов с содержанием никеля до 40-45 %, 

становится равной 39 %, при этом наибольшее относительное снижение металлозатрат харак-

терно для мартенситных сталей, доля которых снижается до 12 %.  

Наличие изгиба кривых изменения стоимости создания КУ при температуре 700 °С объясня-

ется отсутствием серьезных изменений в структуре металлозатрат и единственной причиной ро-

ста стоимости является увеличение абсолютной массы котла, вызванной дальнейшим снижением 

предела длительной прочности материала с ростом температуры и необходимостью увеличения 

площади поверхности нагрева пароперегревателей. 

Из полученных зависимостей были сделаны следующие выводы: 
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– зависимость стоимости КУ от температуры пара имеет сложный, s-образный вид; пара-

метры полученных кривых определяются изменением плотности, пределов долговременной 

прочности и цен на стали; 

– температура оказывает более существенное влияние на изменение стоимости КУ; 

– давление свежего пара с повышением температуры начинает оказывать более серьезное 

воздействие на рост капитальных вложений; 

– с повышением температуры меняется структура металлозатрат в сторону увеличения доли 

аустенитных сталей; начальной точкой широкого использования сталей данного класса для изго-

товления пакетов пароперегревательных поверхностей нагрева является 620 °С; 

– энергоблоки на УСКП пара лежат в области новой «площадки» s-образной кривой, что обу-

словлено использованием для их изготовления перспективных сталей, с максимальной рабочей 

температурой до 760 °С, т.е. УСКП энергоблоки можно считать новым уровнем паротурбинной 

технологии. 

 

4.2 Оценка стоимости создания высокотемпературной паровой турбины 

 

Также как для котельного агрегата применительно к высокотемпературной паротурбинной 

установке были проведены модельные расчеты, в результате которых были получены оценки из-

менения стоимости ПТУ от начальных давления и температуры пара.  

Исходные технические характеристики турбины-прототипа, приведенные в таблице 3.12 раз-

дела 3.4, остались неизменными. Расчетные оценки изменения стоимости ПТУ от P0 и t0 приве-

дены на рисунках 4.4, 4.5 и таблице 4.2 

Анализ рисунка 4.4 позволяет сделать главный вывод о влиянии давления и температуры 

свежего пара на стоимость ПТУ, который в некоторой степени повторяет вывод, сделанный по 

результатам анализа стоимостных кривых КУ: температура свежего пара оказывает существенно 

более сильное влияние на стоимость энергоагрегата, чем давление. Переход от параметров пара 

35 МПа / 580 °С к параметрам 35 МПа / 720 °С привел к росту стоимости от 4,42 млрд до 5,75 

млрд руб., то есть на 30,1 %. При этом повышение начального давления на 9 МПа до 35 МПа при 

температурах свежего пара 580 °С и 720 °С приводят к росту стоимости создания ПТУ на 2,1 % 

и 4,92 % соответственно. Результаты показывают, что давление пара оказывает меньшее влияние 

на стоимость ПТУ, чем КУ. Это может быть объяснено конструкцией паровой турбины, где един-

ственной деталью, масса которой сильно зависит от давления и при этом находится в зоне высо-

ких температур, является внутренний и внешний корпус ЦВД, доля которых в общей массе ЦВД 

составляет 25-30 %. При этом в КУ масса всех узлов, эксплуатируемых в условиях высоких тем-

ператур зависит имеет нелинейную зависимость от давления. 
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Рисунок 4.4 – Оценка изменения стоимости создания ПТУ при изменении температуры свежего 

пара для различных значений начального давления 

 

 
Рисунок 4.5 – Оценка изменения стоимости создания ПТУ при изменении давления свежего  

пара для различных значений начальной температуры 
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Таблица 4.2 – Оценка изменения стоимости создания ПТУ при изменении температуры свежего 

пара для различных значений начального давления 

P0, МПа Стоимость создания ПТУ, млрд руб. 
t0 = 540 °С t0 = 580 °С t0 = 620 °С t0 = 660 °С t0 = 700 °С t0 = 720 °С 

23,5 4,335 4,382 4,784 4,88 5,648 5,75 
26 4,347 4,423 4,817 4,904 5,59 5,698 
28 4,366 4,434 4,837 4,928 5,544 5,644 
30 4,380 4,446 4,855 4,964 5,467 5,612 
32 4,396 4,459 4,88 4,99 5,41 5,544 
35 4,417 4,478 4,9 5,022 5,35 5,48 

 

Наличие у кривых, представленных на рисунке 4.4, двух участков быстрого роста стоимости 

с увеличением температуры пара: первый – в диапазоне температур 580-620 °С, второй – 660-720 

°С, обусловлено сложными условиями эксплуатации ряда деталей паровых турбин, испытываю-

щими в условиях высоких температур разнонаправленные динамические и статические нагрузки, 

в частности, лопаточный аппарат и ротор паровой турбины, к которым предъявляют особые тре-

бования по сопротивляемости многоцикловой усталости. В частности, предельная рабочая тем-

пература стали 15Х11МФ, которая широко применяется для изготовления рабочих лопаток тур-

бин на СКП пара, составляет 560 °С. Переход к температуре 580 °С требует применения более 

дорогой стали 12Х18Н9Т с предельной рабочей температурой 600 °С. 

Продолжение роста стоимости паровой турбины после 700 °С в отличие от КУ также объяс-

няется более тяжелыми условиями работы некоторых деталей, в частности, ротора и рабочих ло-

паток. В попытках обеспечить ресурс работы этих деталей 100000-200000 часов создаются стали 

с содержанием никеля до 73-74 %. Примером такой стали является ХН70ВМЮТ, которая в силу 

большой доли никеля в химическом составе имеет значительно более высокую стоимость. Од-

нако, поскольку высокотемпературная зона паровой турбины локализована в нескольких ступе-

нях ЦВД (в левом токе), существенное увеличение затрат на изготовление отдельных деталей не 

приводит к образованию дополнительного излома, за которым скорость роста стоимости имела 

бы более высокое значение. 

В итоге были сделаны следующие выводы о зависимости стоимости паротурбинной уста-

новки от изменения термодинамических параметров пара: 

– температура оказывает существенное влияние на стоимость ПТУ; переход от ССКП 

(26 МПа / 580 °С) к УСКП (35 МПа / 720 °С) пара увеличивает стоимость ПТУ на 32,64 %; 

– рост давления приводит к росту стоимости ПТУ. При более высокой температуре влияние 

давления оказывается существеннее. Однако зависимость стоимости от давления носит линей-

ный характер; 

– по сравнению с КУ повышение давления оказывает меньшее влияние на стоимость ПТУ. 
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– кривая зависимости стоимости ПТУ от температуры для всех значений давления имеет три 

излома и характеризуется двумя участками, где скорость роста стоимости значительно выше. 

 

4.3 Оценка стоимости создания высокотемпературного энергоблока 

  

Стоимость паровой турбины и котельной установки в сумме является ключевой составляю-

щей капитальных вложений в строительство энергоблока. Доля стоимости ПТУ и КУ в структуре 

затрат на строительство энергоблока со сверхкритическими параметрами пара мощностью 800 

МВт составляет примерно 15-20 % [17]. Остальное – затраты на вспомогательное оборудование 

(ВО) и системы, а также строительно-монтажные и пуско-наладочные работы. 

Вспомогательное оборудование угольной станции включает в себя систему пылеприготов-

ления (транспортеры кускового топлива, мельницы, дробилки), дутьевые вентиляторы, дымо-

сосы, питательные насосы, систему гидрозолоудаления, циркуляционные насосы. Повышение 

температуры и давления требует внесения корректировок в выбор моделей вспомогательных ма-

шин. 

Повышение давления свежего пара вынуждает использовать мощные насосы, обеспечиваю-

щие больший напор. Мощность насоса прямо пропорционально зависит от напора в соответствии 

с формулой (4.1). 

 

𝑁𝑁𝐻𝐻 = 𝑄𝑄 ∙ ρ ∙ 𝐻𝐻 ∙ 𝑡𝑡, (4.1) 

 

где 𝑄𝑄 – подача, м3/с; 

ρ – плотность воды, кг/м3; 

𝐻𝐻 – напор, м; 

𝑡𝑡 – ускорение свободного падения, м/с2. 

Увеличение мощности установки в силу увеличения проходного сечения и размеров проточ-

ной части неизбежно ведет к увеличению ее массы, а, соответственно и стоимости. Согласно от-

крытым данным по стоимости центробежных насосов при условии неизменной подачи увеличе-

ние напора увеличивает стоимость насоса линейно. Кривая, характеризующая изменение стои-

мости центробежных насосов, показана на рисунке 4.6. 

Повышение начальной температуры пара не влияет на выбор материала, из которого изго-

тавливается насос. Температура воды в питательной линии меняется незначительно. При пере-

ходе от СКП к УСКП пара температура воды повышается с 274 до 314 °С. 

Однако повышение температуры пара при условии неизменности его расхода приводит к 

увеличению расхода топлива, а, следовательно, и расхода воздуха, необходимого для горения и 
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уходящих газов. Процессы измельчения, подачи воздуха и удаления дымовых газов обеспечи-

вают соответственно мельницы, вентиляторы (воздуходувки) и дымососы. Каждая из перечис-

ленных единиц оборудования включает в себя электродвигатель, мощность которого увеличива-

ется при соответствующем увеличении производительности или расхода установки. Стоимость 

двигателя в зависимости от типа установки формирует до 75-85 % стоимости установки и при 

этом его стоимость меняется линейно (рисунок 4.6). 

 

 
Рисунок 4.6 – Кривая изменения стоимости центробежных насосов (Q = 300 м3/ч) 

 

 
Рисунок 4.7 – Кривая изменения стоимости электродвигателя переменного тока 
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Анализ рисунков 4.6 и 4.7 позволяет сделать однозначный вывод о том, что повышение 

начальных параметров пара меняет стоимость вспомогательного оборудования в меньшей сте-

пени, чем стоимость основного энергетического оборудования. Затраты на строительно-монтаж-

ные и пуско-наладочные работы в виду отсутствия значительных изменений линейных габаритов 

основного энергетического оборудования при неизменной технологической сложности энерге-

тической системы можно считать в абсолютном выражении неизменными. Соответственно, доля 

капитальных вложений в создание энергоблока с повышением параметров пара будет расти. Для 

определения изменения доли стоимости основного энергетического оборудования в структуре 

капитальных вложений необходимо выстроить кривую изменения стоимости вспомогательного 

оборудования. В качестве опорной точки будет выбран энергоблок с параметрами пара 23,5 МПа 

/ 540 °С. Доля стоимости вспомогательного оборудования в таком энергоблоке составляет около 

25 %. Строительно-монтажные (СМР) и пуско-наладочные работы (ПНР) в общей сложности на 

ТЭС составляют 60 %. Связав начальную точку кривой, характеризующую изменение стоимости 

вспомогательного оборудования, с точкой, в которой известна доля вспомогательного оборудо-

вания, и сохраняя угол наклона при условии неизменности абсолютной величины затрат на ПНР 

и СМР, была получена диаграмма, характеризующая изменение доли основного энергетического 

оборудования в структуре капитальных вложений (рисунок 4.8). 

 

 
Рисунок 4.8 – Изменение структуры капитальных вложений на строительство угольного энерго-

блока при повышении начального давления и температуры пара 

 

Используя данные, представленные на рисунке 4.8, была построена совокупность кривых, 

характеризующих изменение величины затрат на строительство высокотемпературных энерго-

блоков (рисунок 4.9, таблица 4.3). 
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Рисунок 4.9 – Изменение капитальных затрат на строительство пылеугольного энергоблока при 

различных комбинациях начальных параметров пара 

 

Таблица 4.3 – Изменение капитальных затрат на строительство пылеугольного энергоблока при 

различных комбинациях начальных параметров пара 

P0, МПа Стоимость создания КУ, млрд руб. 
t0 = 540 °С t0 = 580 °С t0 = 620 °С t0 = 660 °С t0 = 700 °С t0 = 720 °С 

23,5 57,61 59,470 61,940 68,697 77,543 79,609 
26 58,237 60,350 63,039 70,666 80,740 82,578 
28 59,259 61,123 63,997 72,438 83,515 85,580 
30 59,529 61,870 64,944 74,288 86,443 88,380 
32 60,15 62,710 65,940 76,112 89,225 91,300 
35 61,213 63,980 67,470 78,956 93,536 96,077 

 

Рост температуры пара при постоянном давлении оказывает существенное влияние на стои-

мость энергоблока. Так, повышение температуры свежего пара с 540 до 720 °С приводит к уве-

личению стоимости создания энергоблока в 1,6 раза (при давлении 35 МПа). Аналогичное уве-

личение температуры при давлении свежего пара 26 МПа поднимает величину капиталозатрат в 

1,37 раза. Изменение давления пара оказывает тем более существенное влияние на стоимость 

энергоблока, чем выше температура пара. При фиксировании начальной температуры пара на 

уровне 580 °С рост давления с 23,5 до 35 МПа приводит к увеличению капиталозатрат на строи-

тельство энергоблока на 5,1 %. Если повысить температуру до 720 °С, то повышение давления 

на ту же величину приведет к удорожанию блока на 20,7 %. 
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Характер полученных кривых стоимости энергоблока определяется в первую очередь харак-

тером кривых стоимости энергетического оборудования. Отсутствие «площадки» в графике из-

менения стоимости энергоблока объясняется большим углом наклона кривых стоимости котель-

ного агрегата. Сложение кривых стоимости энергетического оборудования нивелирует горизон-

тальный участок графиков изменения стоимости ПТУ.  

Другой особенностью полученных зависимостей изменения величины капитальных затрат 

на строительство энергоблока является наличие двух изломов: первый в области температуры 

пара 620 °С, второй – 700 °С. Положение данных точек также объясняется наличием изломов в 

графиках изменения стоимости создания энергетического оборудования. 

 

4.4 Оценка себестоимости производства электрической энергии на высокотемпературных   

энергоблоках 

  

Одним из важнейших показателей конкурентоспособности технологии является себестои-

мость производства электроэнергии. При переходе на более высокие начальные параметры пара 

за счет увеличения эффективности энергоблока существенно снижается расход топлива на про-

изводство 1 кВт·ч энергии, но при этом стоимость самого энергоблока значительно возрастает 

из-за необходимости использования более дорогих материалов для высокотемпературных ча-

стей. Поэтому для того, чтобы судить об экономической целесообразности технологии, необхо-

димо определить себестоимость производства электроэнергии для энергоблоков с повышенными 

параметрами пара.  

При расчете себестоимости электроэнергии были использованы оценки капитальных вложе-

ний в создание высокотемпературного энергоблока, представленные в разделе 4.3 диссертации. 

Для этого была дана оценка стоимости основного оборудования в зависимости от параметров 

пара.  

Себестоимость производства электрической энергии на паротурбинной ТЭС СЭЭ определя-

ется по формуле (4.2). 

 

СЭЭ = Итопл + Иам + Ирем + Изп + Ипр, (4.2) 

 

где Итопл – топливная составляющая издержек, руб; 

Иам – издержки на амортизацию, руб; 

Ирем – ремонтные издержки, руб; 

Изп – издержки на заработную плату, руб; 
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Ипр – прочие издержки, которые объединяют ряд статей, имеющих небольшой удельный вес 

в структуре себестоимости, руб. 

Все издержки делятся на две составляющие: 

– переменные издержки; 

– постоянные издержки. 

а) Переменные издержки, суммарная величина которых прямо пропорциональна объемам 

производства электрической энергии, при этом их величина на выработанный кВт·ч остается по-

стоянной.  

На тепловых электростанция самой крупной статьей затрат являются издержки на топливо, 

размер которых напрямую зависит от объема выработки электроэнергии. В тепловой энергетике 

данный вид издержек составляет более 55-70 % от себестоимости энергии и напрямую зависит 

от эффективности энергоблока. Величина топливных издержек может быть оценена с помощью 

формул (4.3) и (4.4). 

 

Итопл = 𝐵𝐵т ∙ (1 + αп
100

) ∙ Цтопл, (4.3) 

 

𝐵𝐵т = 𝑏𝑏 ∙ 𝑁𝑁выр ∙ ℎуст, (4.4) 

 

где 𝐵𝐵т – годовой расход натурального топлива, тонн; 

αп – потери твердого топлива при транспортировке, для твердого топлива – 0,5 %; 

Цтопл – цена на топливо (текущая цена на энергетический угль марки ДГР составляет 

1500 руб./т); 

 𝑏𝑏 =
𝑏𝑏усл∙𝑄𝑄н_усл

раб

𝑄𝑄н_реальн
раб  – удельный расход реального топлива на выработанный кВт·ч, кг/кВт·ч; 

𝑏𝑏усл = η
0,123

– – удельный расход условного топлива на выработанный кВт·ч, кг/кВт·ч; 

𝑁𝑁выр – величина выработанной электроэнергии, кВт·ч; 

ℎуст – установленное число часов работы электростанции в год, в расчете принимается 8760 ч. 

Для определения значений начальных параметров пара, обеспечивающих с течением вре-

мени минимум себестоимости производства электрической энергии, необходимо сформировать 

прогноз изменения цены на энергетический уголь. Прогноз цен представлен на рисунке 4.10. 

Прогноз представляет собой линейную экстраполяцию тренда повышения цен на уголь, наблю-

даемое в России с 2003 по 2015 г. (по данным Министерства энергетики РФ) [98]. 
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Крайней датой построения прогноза был выбран 2035 г., поскольку эта дата является на се-

годняшний день горизонтом стратегического планирования развития энергетической отрасли. 

Расчет себестоимости для этой точки позволит определить оптимальные по критерию минимума 

себестоимости сочетания начальных параметров пара в европейский условиях и соотнести полу-

ченные результаты с тенденциями развития паротурбинных технологий в этих странах. 

 

 
Рисунок 4.10 – Прогноз роста цен на энергетический уголь в России до 2035 г. 

 

б) постоянные издержки, суммарная величина которых на станции всегда остается постоян-

ной, но их значение на выработанный кВт·ч изменяется в зависимости от выработки электро-

энергии, рассчитываются по формуле (4.5).  

 

Спост = ΣИпост
𝑁𝑁выр

, (4.5) 

 

К постоянным издержкам относятся издержки на амортизацию, заработная плата рабочего и 

административно-управленческого персонала, отчисления на ремонт, а также прочие издержки 

на станции. 

1) Издержки на амортизацию Иам определяются на основе формулы (4.6). 

 

Иам = Нам ∙ К, (4.6) 

 

где Нам – норма амортизационных отчислений, %;  

К – величина капиталовложений в энергоблок, млрд руб. 
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Норма амортизации определяется с учетом структуры основных средств и величины срока 

службы оборудования. 

2) Издержки на ремонт включают в себя стоимость материалов и запасных частей для 

ремонта, заработную плату ремонтного персонала и отчисления с нее во внебюджетные фонды, 

стоимость услуг сторонних ремонтных организаций. Для укрупненного расчета расходы на ре-

монт Ирем определяются по формуле (4.7) как доля от капиталовложений.  

 

Ирем = βрем ∙ К, (4.7) 

 

где βрем – доля отчислений в ремонтный фонд, %. 

Учитывая то, что энергоблоки с УСКП пара находятся на стадии освоения, а также работу 

при повышенных нагрузках, в расчетах увеличиваем долю ремонтных отчислений с возраста-

нием параметров пара. 

3) Издержки на заработную плату определяются на основе информации о количестве 

персонала на станции и средней заработной плате. 

Количество персонала на станции, прежде всего, зависит от типа станции и ее установленной 

мощности. Для энергоблоков мощностью 800-1200 МВт численность персонала в соответствии 

с нормативами численности промышленно-производственного персонала на тепловых электро-

станциях составляет порядка 185 чел. Так как строительство подобного типа энергоблоков пла-

нируется в Восточной Сибири, возьмем среднемесячную заработную плату в сфере энергетики в 

данном регионе, которая составляет порядка Зперсонала = 42000 руб./мес. 

Численность административно-управленческого персонала по нормативам была принята 

равной 29 чел. со среднемесячной заработной платой ЗАУП = 50000 руб./мес. 

Отчисления с заработной платы сотрудников во внебюджетные фонды на текущий момент 

составляют 30,2 % от фонда оплаты труда. 

Таким образом, годовые издержки на заработную плату определяются по (4.8): 

 

ИЗП = (𝑛𝑛персон ∙ Зперсон + 𝑛𝑛АУП ∙ ЗАУП) ∙ (1 + αсоц) ∙ 12, (4.8) 

 

где Зперсон – среднемесячная заработная плата производственного персонала, руб./мес;  

𝑛𝑛персон– численность производственного персонала, чел.; 

ЗАУП – среднемесячная заработная плата административно-управленческого персонала, 

руб./мес; 

𝑛𝑛АУП – численность административно-управленческого персонала, чел.; 
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𝛼𝛼соц – отчисления с заработной платы во внебюджетные фонды (30,2 %). 

4) Прочие издержки в укрупненных расчетах могут быть определены как доля от других 

постоянных составляющих издержек по формуле (4.9) 

 

Ипр = 0,25 ∙ (Иам + Ирем + ИЗП). (4.9) 

 

Переход на более высокие параметры пара снижает затраты топлива на выработку 1 кВт·ч 

электроэнергии, а это значит, что переменная составляющая затрат в структуре себестоимости 

будет уменьшаться. 

 Постоянные же затраты, такие как амортизация, ремонтные и прочие издержки, наоборот, 

возрастают в связи с увеличением стоимости энергоблока.  

Расчет себестоимости производства электрической энергии был произведен для нескольких 

значений цен на энергетический уголь, определенных в соответствии с прогнозом, представлен-

ным на рисунке 4.11. В частности, были получены значения себестоимости производства элек-

трической энергии для текущей цены на энергетический уголь марки ДГР (1500 руб./т) и про-

гнозных цен на уголь в 2035 г. – 3100 руб./ т. Также для осуществления сравнения условий функ-

ционирования угольных электростанций в России и Японии был проведен расчет себестоимости 

отпуска электроэнергии для цены на энергетический уголь в Японии – 6350 руб./т). Полученные 

результаты приведены на рисунках 4.11, 4.12, 4.13. 

 

 
Рисунок 4.11 – Изменение себестоимости производства электрической энергии при изменении 

температуры свежего пара для различных давлений (цена на уголь 1500 руб./т, 2015 г.) 
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Рисунок 4.12 – Изменение себестоимости производства электрической энергии при изменении 

температуры свежего пара для различных давлений (цена на уголь 3100 руб./т, 2035 г.) 

 

 
Рисунок 4.13 – Изменение себестоимости производства электрической энергии при изменении 

температуры свежего пара для различных давлений (цена на уголь 6350 руб./т, Япония, 2015 г.) 
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Анализ данных, представленных на рисунках с 4.11 по 4.13 позволяет сделать ряд выводов. 

Во-первых, оптимальное сочетание начальных параметров пара, при котором достигается мини-

мум себестоимости, при повышении цен на угольное топливо с 1500 руб./т до 6350 руб./т смеща-

ется в сторону увеличения начальных параметров пара с 28-30 МПа / 580 °С к 35 МПа / 620 оС. 

Во-вторых, полученные группы зависимостей с повышением цены на топливо «наклоня-

ются» вправо и происходит постепенное снижение удельной себестоимости отпуска электриче-

ской энергии относительно точки минимума при высоких температурах пара, обратная тенден-

ция наблюдается в левой части графика (зоны пониженных температур) – себестоимость отпуска 

электроэнергии напротив растет. 

В-третьих, имеет место выравнивание графиков изменения себестоимости – относительная 

разница между максимумом и минимумом себестоимости отпуска электрической энергии сни-

жается по мере роста цены на топливо. Так, при цене на топливо 1500 руб./т относительная раз-

ница себестоимости при оптимальных параметрах пара и УСКП составляет 12,69 %. При цене на 

топливо 6350 руб./т разница между максимальной (для параметров пара 26 МПа / 540 °С) и ми-

нимальной себестоимостью падает до 2,94 %. Данная закономерность объясняется ростом в 

структуре издержек топливной составляющей и снижением влияния на себестоимость постоян-

ных издержек, зависящих от капитальных вложений в строительство энергоблока.  

В-четвертых, сочетания начальных параметров пара, которые принято относить к УСКП 

пара (32-35 МПа / 680-720 °С) в силу высокой стоимости создания энергоблока не обеспечивают 

снижения себестоимости по сравнению с более низкими параметрами пара даже при очень вы-

сокой цене на уголь (в 4,23 раза превышающей текущий уровень цен). Это объясняется интен-

сивным ростом капитальных вложений в строительство энергоблока в этом диапазоне темпера-

тур. Скачок, в свою очередь, объясняется существенным ростом цены на аустенитную сталь с 

большим содержанием никеля. Способом повышения конкурентоспособности УСКП технологии 

является либо снижение цен на стали, либо разработка технических решений, обеспечивающих 

сокращение доли жаропрочных и жаростойких сталей в структуре металлозатрат. 

В-пятых, при высокой (европейской) цене на уголь с повышением начальной температуры 

пара наблюдается пересечение кривых, которым соответствуют различные значения начального 

давления пара. Наличие пересечения объясняется повышением цены на топливо и, соответ-

ственно, значимости фактора экономичности энергоблока при определении себестоимости про-

изводства электроэнергии. При такой цене на уголь (6350 руб./т) повышение стоимости энерго-

блока из-за роста P0 до температуры пара 670 °С оказывает меньшее влияние на себестоимость, 

чем соответствующее повышение КПД энергоблока. Однако при переходе через данную точку 

повышение давления начинает оказывать более существенное влияние на стоимость энерго-
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блока, что приводит к чрезмерному росту себестоимости отпуска электроэнергии из-за роста из-

держек на амортизацию и ремонты и «скручивает» график, в результате чего минимальную се-

бестоимость электроэнергии при температуре свежего пара более 670 °С обеспечивает доста-

точно низкое начальное давление пара – 26-28 МПа.  
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ЗАКЛЮЧЕНИЕ 
 

В рамках диссертационной работы получены следующие новые научные результаты: 

1. Определены степень и характер влияния начальной температуры и давления пара на мас-

согабаритные характеристики деталей высокотемпературной паровой турбины и парового котла. 

Показано, что повышение давления свежего пара приводит к увеличению массы поверхностей 

нагрева котельной установки на 55-60 %, а паровой турбины – на 10-18 %. В свою очередь, при 

повышении температуры пара с 580 до 720 °С масса поверхностей нагрева котельной установки 

увеличивается на 22-32 % (более высокое значение соответствует более высокому давлению – 

35 МПа), паровой турбины – на 12-15 %. 

2. Установлена зависимость между оптимальным значением давления промежуточного пе-

регрева пара и температурой питательной воды. Показано, что повышение температуры пита-

тельной воды на 40 °С смещает оптимум давления пара промежуточного перегрева на 0,8-

1,0 МПа в сторону больших значений, что обусловлено повышением среднеинтегральной темпе-

ратуры подвода теплоты в цикл до промежуточного перегрева пара, что снижает эффективность 

от промежуточного перегрева и приводит к необходимости увеличения среднеинтегральной теп-

лоты подвода теплоты в цикл промежуточного перегрева путем увеличения давления промежу-

точного перегрева. Полученные закономерности сохраняются в диапазоне значений начального 

давления 26-35 МПа. На основе выявленных закономерностей были получены количественные 

оценки КПД нетто высокотемпературного энергоблока с однократным перегревом для множе-

ства значений начального давления и температуры пара: повышение температуры пара с 580 до 

720 °С приводит росту КПД энергоблока на 2,77 %, давления с 26 до 35 МПа – на 0,91 %. 

3. Разработан комплекс моделей оценки стоимости высокотемпературной паровой турбины, 

котельной установки и энергоблока в целом, базирующихся на затратном подходе и отличаю-

щихся от существующих аналогов тем, что модели позволяют учитывать изменение структуры 

металлозатрат и массогабаритных характеристик деталей и узлов паровой турбины и котельного 

агрегата в зависимости от начальных параметров пара. На основе разработанных моделей оценки 

стоимости паровой турбины и котла сформирована модель оценки стоимости энергоблока. 

4. Определены зависимости изменения стоимости основного энергетического оборудования 

и энергоблока в целом от начальных параметров пара: увеличение давления свежего пара с 26 до 

35 МПа увеличивает стоимость котельной установки на 9,20-30,45 % (правой границе диапазона 

соответствует температура пара 720 °С, левой – 580 °С), паровой турбины – на 1,6 – 4,9 %, а 

энергоблока – на 6,25 – 20,69 %; повышение температуры свежего пара с 580 до 720 °С приводит 

к росту стоимости КУ на 81,2 – 114,7 %, паровой турбины – на 26 – 30 %, энергоблока – на 38,17 

– 56,95 % (правой границе диапазона соответствует температура пара 720 °С, левой – 580 °С). 
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5. Определено количественное влияние начальных параметров пара на себестоимость от-

пуска электрической энергии при различных ценах на топливо. Установлены комбинации 

начального давления и температуры, обеспечивающие минимальную себестоимость отпуска 

электроэнергии при заданной стоимости угля. Так при текущей цене на топливо, равной 1500 

руб./т, минимум себестоимости принимает значение 1,127 руб./кВт·ч и достигается при P0 = 30 

МПа и t0 = 580 oC, а при прогнозной цене 6350 руб./т минимум себестоимости, равный 2,681 

руб./кВт·ч, обеспечивается при более высоких параметрах пара – P0 = 35 МПа, t0 = 620 oC.  
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СПИСОК СОКРАЩЕНИЙ И УСЛОВНЫХ ОБОЗНАЧЕНИЙ 

 

Обозначение величин 

 

b – удельный расход топлива, кг/кВт∙ч; среднее расстояние между ступенями паровой 
турбины, м 

B – расход топлива, кг; собственные затраты изготовителя, руб. 

сф – фиктивная скорость рабочей среды, м/с 

С – скорость рабочей среды, м/с 

d – диаметр, м 

D – паропроизводительность, кг/с;  

f – площадь сечения, м2 

F – площадь проходного сечения, м2 

g – ускорение свободного падения, м/с2 

G – расход пара, кг/с 

h – энтальпия, Дж/кг, кДж/кг 

hуст – установленное число часов работы электростанции в год, час 

H – теплоперепад, кДж 

К – стоимость оборудования, капиталовложения, руб. 

Кi – коэффициент повышения (понижения) стоимости 

Кр – показатель рентабельности 

l – длина трубы, м 

L – длина корпуса, ротора, м 

m – количество ступеней турбины, шт. 

M – масса, кг  

n – количество, шт. 

N – количество, чел.; мощность, кВт, МВт 

P – давление, Па, кПа, МПа 

Q – теплота, Дж, кДж, МДж 

r – внутренний радиус, м 

rкорп – толщина стенки корпуса, мм 

R – внешний радиус, м 

S – площадь профиля, м2; стоимость, руб. 

t – температура, °С; относительный шаг решетки, м; количество сопловых и рабочих 
лопаток, шт. 

u – окружная скорость, м/с 
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v0 – удельный объем рабочей среды, м3/кг 

V – объем выпускаемой продукции, шт.; объем, м3 

Y – индекс изменения цен 

z – количество сопловых или рабочих лопаток решетки, м 

α – угол, o 

αсоц – отчисления с заработной платы во внебюджетные фонды, % 

βрем – доля ремонтных отчислений  

δ – толщина стенки, мм 

ζр – коэффициент гидравлического сопротивления 

η – КПД 

ρ – степень реактивности ступени, плотность, кг/м3 

ρω – массовая скорость, кг/м2с 

σ – напряжение, МПа 

τ – длительность, час. 

υ – удельный объем пара, м3/кг 

φ – коэффициент ослабления стенки сварного шва 

ω – скорость, м/с 

З – затраты, руб. 

И – издержки, руб. 

Hам – норма амортизации; ставка налога на прибыль 

Нпр – ставка налога на прибыль, руб. 

С – себестоимость производства электроэнергии, руб./кВт·ч; полная себестоимость 
производства одного объекта, руб. 

Ц – цена, руб. 

  

Индексы 

 

ам – амортизация  

баз – базовая  

бр – брутто  

в – восстановительная  

внеш – внешний  

внут – внутренний  

внут.к – внутренний корпус 

внеш.к. – внешний корпус 

выр – выработанная 
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гв – горячий воздух 

д – диафрагма 

диафр i – диафрагма i-ой ступени 

з/пл – заработная плата 

к – конденсат 

колл – коллектор 

карк – каркас 

корп – корпус 

котл – котел  

мет – металл  

нов – новое 

oi – относительный внутренний 

об – оборудование 

об.диафр – обойма диафрагм 

оборуд – оборудование  

общ – общие  

од – однородный  

осв – освоение 

п – полная  

п.в. – питательная вода 

п.од – производство однородного 

п.пар – подвод пара 

пн – питательный насос 

пов.нагр – поверхность нагрева 

пост – постоянные  

пп – промежуточный перегрев, перегретый пар, паропроводы 

пр – прибыль 

пром.п – промежуточный перегрев 

проч – прочие  

р – рентабельность, ротор 

р.л. – рабочие лопатки 

р.л.i – рабочая лопатка i-ой ступени 

раб – рабочий 

рем – ремонт  

рук – руководитель 

с.л. – сопловые лопатки 
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с.л.i – сопловая лопатка i-ой ступени 

свар – сварщик 

спец.техн – спецтехника 

ст – сталь  

т – топливо  

тр – трубы  

турб – турбина  

уст – установленное 

ф – фиктивная 

хв – холодный воздух 

экв – эквивалентный  
0 – начальный, базовый, номинальный 
  

Сокращения 

 

АЭС – атомная электрическая станция 

ВО – вспомогательное оборудование 

ВП – воздухоподогреватель 

ВРЧ – верхняя радиационная часть 

ВТИ – Всероссийский теплотехнический институт 

ВЦГУ – внутрицикловая газификация угля 

ГРЭС – государственная районная электростанция 

ГТ – газовая турбина 

ГТУ – газотурбинная установка 

ГЭС – гидроэлектростанция 

ЕЭС – Единая энергетическая система 

КПД – коэффициент полезного действия 

КПИМ – коэффициент полезного использования металла 

КПП – конвективный пароперегреватель 

КС – камера сгорания 

КУ – котельная установка 

ЛМЗ – Ленинградский металлический завод 

НДС – ставка налога на добавленную стоимость 

НИОКР – научно-исследовательские и опытно-конструкторские работы 

НРЧ – нижняя радиационная часть 

ОГК – оптовая генерирующая компания 
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ОЭС – Объединенная энергетическая система 

ПВД – подогреватель высокого давления 

ПГУ – парогазовая установка 

ПН –поверхность нагрева 

ПНД – подогреватель низкого давления 

ПНР – пуско-наладочные работы 

ПП – промежуточный перегрев 

ППП – промежуточный пароперегреватель 

ПТ – паровая турбина 

ПТУ – паротурбинная установка 

РВД – ротор высокого давления 

РСД – ротор среднего давления 

СКП – сверхкритические параметры 

СМР – строительно-монтажные работы 

СО – системный оператор 

ССКП – суперсверхкритические параметры пара 

ТГК – территориальная генерирующая компания 

ТЭБ – топливно-энергетический баланс 

ТЭС – тепловая электрическая станция 

ТЭЦ – теплоэлектроцентраль 

УСКП – ультрасверхкритические параметры 

ХТЗ – Харьковский турбинный завод 

ЦВД – цилиндр высокого давления 

ЦВСД – цилиндр высокого и среднего давления 

ЦКС – циркулирующий кипящий слой 

ЦКТИ – Центральный котлотурбинный институт 

ЦНД – цилиндр низкого давления 

ЦНИИТ-
МАШ 

– Центральный научно-исследовательский институт технологии машиностроения 

ЦСД – цилиндр среднего давления 

ЧВД – часть высокого давления 

ШПП – ширмовый пароперегреватель 

ЭК – экономайзер 
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ПРИЛОЖЕНИЕ А 

 

Расчет тепловой схемы с начальными параметрами пара P0 = 35 МПа, t0 = 720 °С с однократ-

ным промежуточным перегревом пара (Pпп = 6,25 МПа, t0 = tпп) 

 

Таблица А.1 – Исходные данные для расчета тепловой схемы (основные параметры) 

Характеристика Размерность Величина 
Промежуточный перегрев пара  шт. 1 
Расход пара в голову турбины кг/с 692,5 
Температура острого пара °C 720 
Давление острого пара МПа 35 
Температура перегретого пара °C 720 
Давление перегретого пара МПа 6,25 
Давление в конденсаторе кПа 5 
Температура питательной воды °C 322 
Давление в деаэраторе МПа 0,8 
Схема включение деаэратора На собственном 4-ом отборе 
Схема включение приводной турбины Электропривод 
Внутренний относительный КПД ЧВД доля 0,88 
Внутренний относительный КПД ЧСД доля 0,92 
Внутренний относительный КПД ЧНД доля 0,86 
Величина утечек пара и конденсата доля 1,5 
Число ПВД шт 3 
Число ПНД шт 4 
Схема ПНД 3 поверх., 1 смеш. (предпослед. по ходу пара) 
Схема слива дренажа в ПНД каскадная 
Недогревы в ПВД °C 1,5 
Недогревы в ПНД °C 5 

 

Таблица А.2 – Исходные данные для расчета тепловой схемы (вспомогательные параметры) 
Характеристика Размерность Величина 

Потери давления в группе стопорных и регулирующих клапанов  % 5 
Потери давления в тракте промежуточного перегрева пара  % 10 
Средний удельный объем воды в питательном насосе м3/кг 0,0011 
КПД питательного насоса доля 0,85 
Потери давления в тракте ПВД и ПК  % 40 
Потери давления на гидравлическое сопротивление паропроводов 
ПВД  % 5 

Потери давления на гидравлическое сопротивление паропроводов 
ПНД  % 5 

Потери давления питательной воды в каждом ПВД МПа 0,5 
Отношение подогрева воды в ПВД-2 к ПВД-3 (рекомендация 
Рыжкина) доля 1,8 

Превышение давления в 4-ом оборе по отношению к давлению в 
деаэраторе  % 40 

Подогрев воды в Д °C 25 
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Продолжение таблицы А.2 
Подогрев в охладителе дренажа (ОУ) кДж/кг 20 
Давление основного конденсата  МПа 1,120 
КПД подогревателей доля 0,990 
КПД механический  % 0,990 
КПД электрогенератора  % 0,993 
КПД пылеугольного котла брутто  % 0,920 
КПД транспорта  % 0,990 

 

Таблица А.3 – Построение процесса расширения пара в ЧВД 
Характеристика Размерность Величина 

Параметры острого пара 
Энтальпия острого пара кДж/кг 3770 
Энтропия острого пара кДж/кг*К 6,522 

Параметры пара на входе в ЧВД 
Давление пара на входе в ЧВД МПа 33,25 
Энтальпия пара на входе в ЧВД кДж/кг 3770 
Энтропия пара на входе в ЧВД кДж/кг*К 6,543 
Температура пара на входе в ЧВД °C 716,3 

Параметры пара в паропроводе ПП 
Давление на входе в ЧСД МПа 6,250 
Температура пара на входе ЧСД °C 720,0 
Энтальпия пара на входе в ЧСД кДж/кг 3941 
Энтропия пара на входе в ЧСД кДж/кг*К 7,453 

Параметры пара на выходе из ЧВД 
Давление на выходе из ЧВД МПа 6,944 
Теоретическая энтальпия пара на выходе из ЧВД кДж/кг 3221 
Располагаемый теплоперепад ЧВД кДж/кг 549,5 
Используемый теплоперепад ЧВД кДж/кг 483,6 
Энтальпия пара на выходе из ЧВД кДж/кг 3287 
Температура пара на выходе из ЧВД °C 449,1 

 
Таблица А.4 – Параметры рабочей среды в конденсаторе 
Характеристика Размерность Величина 
Давление в к-ре МПа 0,005 
Температура воды на выходе из к-ра °C 32,88 
Энтальпия насыщенного пара в к-ре кДж/кг 2561 
Энтальпия воды на выходе из к-ра кДж/кг 137,8 

 
Таблица А.5 – Распределение отборов в ЧВД, параметры теплоносителя в ПВД-1, ПВД-2 
Характеристика Размерность Величина 

1-ый отбор, ПВД-1 
Температура насыщения в ПВД-1 °C 323,5 
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Продолжение таблицы А.5 
Давление насыщения в ПВД-1 МПа 11,816 
Энтальпия насыщения пара в ПВД-1 кДж/кг 2690 
Энтальпия дренажа ПВД-1 кДж/кг 1484 
Давление в 1-ом отборе МПа 12,438 
Теоретическая энтальпия пара в 1-ом отборе кДж/кг 3403 
Энтальпия пара в 1-ом отборе кДж/кг 3448 
Температура пара в 1-ом отборе °C 538,6 
Энтропия пара в 1-ом оборе кДж/кг*К 6,598 
Давление питательной воды на выходе из ПВД-1 МПа 47,50 
Энтальпия питательной воды на выходе из ПВД-1 кДж/кг 1432 

2-ой отбор, ПВД-2 (совмещен с выхлопом ЦВД) 
Давление во 2-ом отборе МПа 6,944 
Теоретическая энтальпия пара во 2-ом отборе кДж/кг 3259 
Энтальпия пара во 2-ом отборе кДж/кг 3282 
Температура пара во 2-ом отборе °C 447,2 
Энтропия пара во 2-ом отборе кДж/кг*К 6,630 
Давление насыщения в ПВД-2 МПа 6,597 
Температура насыщения в ПВД-2 °C 281,8 
Энтальпия насыщения пара в ПВД-2 кДж/кг 2778 
Энтальпия дренажа ПВД-2 кДж/кг 1246 
Температура питательной воды на выходе из ПВД-2 °C 280,3 
Давление питательной воды на выходе из ПВД-2 МПа 48,00 
Энтальпия питательной воды на выходе из ПВД-2 кДж/кг 1231 
Энтальпия питательной воды на входе в ПВД-2 кДж/кг 943,3 
Давление питательной воды на входе в ПВД-2 МПа 48,5 
Температура питательной воды на входе в ПВД-2 °C 216,0 
Подогрев воды в ПВД-2 кДж/кг 287,8 

 
Таблица А.6 – Параметры теплоносителя в питательном насосе, ПВД-3, деаэраторе, ПНД-5 

Питательный насос 
Температура воды за Деаэратором °C 170,4 
Энтальпия воды за Деаэратором кДж/кг 721,0 
Давление питательной воды МПа 49,00 
Давление на всасе питательного насоса МПа 0,8 
Нагрев воды в питательном насосе кДж/кг 62,38 
Энтальпия воды на выходе из питательного насоса кДж/кг 783,4 
Температура воды на выходе из питательного насоса °C 178,5 

3-ий отбор, ПВД-3  
Подогрев воды в ПВД-3 кДж/кг 159,90 
Энтальпия питательной воды на входе в ПВД-3 кДж/кг 783,4 
Температура насыщения в ПВД-3 °C 217,5 
Давление насыщения в ПВД-3 МПа 2,209 
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Продолжение таблицы А.6 
Энтальпия насыщения пара в ПВД-3 кДж/кг 2505 
Энтальпия дренажа ПВД-3 кДж/кг 932 
Давление в 3-ом отборе МПа 2,325 
Теоретическая энтальпия пара в 3-ом отборе кДж/кг 3538 
Энтальпия пара во 3-ом отборе кДж/кг 3570 
Температура пара в 3-ом отборе °C 547,3 
Энтропия пара в 3-ом отборе кДж/кг*К 7,493 

4-ый отбор, Деаэратор  
Давление в 4-ом отборе МПа 1,120 
Теоретическая энтальпия пара в 4-ом отборе кДж/кг 3318 
Энтальпия пара в 4-ом отборе кДж/кг 3338 
Температура пара в 4-ом отборе °C 435,2 
Энтропия пара в 4-ом отборе кДж/кг*К 7,521 
Давление насыщения в Д МПа 0,800 
Температура насыщения в Д °C 170,4 
Энтальпия насыщенного пара в Д кДж/кг 2768 
Энтальпия дренажа Д кДж/кг 721,0 

5-ый отбор, ПНД-5 (поверхностный) 
Температура ОК на выходе из ПНД-5 °C 145,4 
Энтальпия ОК на выходе из ПНД-5 кДж/кг 612,9 
Температура насыщения в ПНД-5 °C 150,4 
Давление насыщения в ПНД-5 МПа 0,481 
Энтальпия насыщенного пара в ПНД-5 кДж/кг 2746 
Энтальпия дренажа ПНД-5 кДж/кг 634,0 
Давление в 5-ом отборе МПа 0,505 
Теоретическая энтальпия пара в 5-ом отборе кДж/кг 3102 
Энтальпия пара в 5-ом отборе кДж/кг 3121 
Температура пара в 5-ом отборе °C 327,5 
Энтропия пара в 5-ом отборе кДж/кг*К 7,553 

 
Таблица А.7 – Параметры теплоносителя в ПНД-6, 7, 8 
Характеристика Размерность Величина 
Энтальпия ОК на выходе из ОУ кДж/кг 157,8 
Подогрев в ПНД кДж/кг 113,8 
Энтальпия воды на выходе из ПНД-6 кДж/кг 499,1 
Энтальпия воды на выходе из ПНД-7 кДж/кг 385,3 
Энтальпия воды на выходе из ПНД-8 кДж/кг 271,6 
Энтальпия воды на входе в ПНД-8 кДж/кг 157,8 

6-ой отбор (выхлоп ЧСД), ПНД-6 (поверхностный) 
Характеристика Размерность Величина 
Температура ОК на выходе из ПНД-6 °C 118,8 
Температура насыщения в ПНД-6 °C 123,8 
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Продолжение таблицы А.7 
Давление насыщения в ПНД-6 МПа 0,223 
Энтальпия насыщенного пара в ПНД-6 кДж/кг 2711 
Энтальпия дренажа ПНД-6 кДж/кг 519,7 
Давление в 6-ом отборе МПа 0,235 
Давление на выхлопе ЦСД по Рыжкину МПа 0,15-0,3 
Теоретическая энтальпия пара в 6-ом отборе кДж/кг 2928 
Энтальпия пара в 6-ом отборе кДж/кг 2944 
Температура пара в 6-ом отборе °C 236,9 
Энтропия пара в 6-ом отборе кДж/кг*К 7,583 

 
Таблица А.8 – Построение процесса расширения пара в ЧНД (с поправкой на влажность) 

Точка Л (пересечение линии насыщения с процессом расширения пара) 
Характеристика Размерность Величина 
Задаем температуру в точке пересечения линии насыщения с 
процессом расширения (точка Л) 

°C 71,465 

Давление в точке Л МПа 0,033 
Энтальпия в точке Л кДж/кг 2629 
Теоретическая энтальпия в точке Л кДж/кг 2577 
Энтропия в точке Л кДж/кг*К 7,732 
Разность энтальпий > 0 кДж/кг 51,30 

Расчетный КПД ЧНД доля 0,860 
Заданный КПД ЧНД доля 0,860 
Разность КПД ЧНД = 0  % -0,004 

Процесс расширения в ЧНД после точки Л 
Характеристика Размерность Величина 
Давление в к-ре МПа 0,005 
Задаем степень сухости пара на выхлопе ЧНД доля 0,9352 

Влажный внутренний относительный КПД ЧНД доля 0,832 
Теоретическая энтальпия в к-ре с учетом поправки на влаж-
ность 

кДж/кг 2358 

Энтальпия влажного пара на выходе ЧНД кДж/кг 2404 
Энтропия влажного пара на выходе ЧНД кДж/кг*К 7,881 
Расчетная степень сухости пара на выхлопе ЧНД (по pk и hк) кДж/кг 0,9352 

Разность степеней сухости = 0  % 0,003 
7-ой отбор, ПНД-7 

Характеристика Размерность Величина 
Энтальпия воды на выходе из ПНД-7 кДж/кг 385,3 
Температура воды на выходе из ПНД-7 °C 92,03 
Энтальпия дренажа в ПНД-7 кДж/кг 385,3 
Температура насыщения в ПНД-7 °C 92,03 
Энтальпия насыщения пара в ПНД-7 кДж/кг 2663 
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Продолжение таблицы А.8 
Давление насыщения в ПНД-7 МПа 0,076 
Давление в 7-ом отборе МПа 0,080 
Давление в точке Л МПа 0,033 
Теоретическая энтальпия пара в 7-ом отборе кДж/кг 2721 
Энтальпия пара в 7-ом отборе кДж/кг 2752 
Температура пара в 7-ом отборе °C 136,9 
Энтропия пара в 7-ом отборе кДж/кг*К 7,661 

8-ой отбор, ПНД-8 
Характеристика Размерность Величина 
Энтальпия воды на выходе из ПНД-8 кДж/кг 271,6 
Температура воды на выходе из ПНД-8 °C 64,86 
Температура насыщения воды в ПНД-8 °C 69,86 
Энтальпия насыщения пара в ПНД-8 кДж/кг 2626 
Энтальпия насыщения дренажа в ПНД-8 кДж/кг 292,4 
Давление насыщения в ПНД-8 МПа 0,031 
Давление в 8-ом отборе МПа 0,033 
Давление в точке Л МПа 0,033 
Теоретическая энтальпия пара в 8-ом отборе кДж/кг 2601 
Энтальпия пара в 8-ом отборе кДж/кг 2622 
Температура пара в 8-ом отборе °C 70,99 
Энтропия пара в 8-ом отборе кДж/кг*К 7,723 
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Таблица А.9 – Параметры питательной воды и отборного пара  

Точка 
про-
цесса 

Элемент 
схемы 

Параметры отбора   Параметры насыщения Параметры воды за подогревателем 
Давле-

ние 
pотб, 
МПа 

Темпера-
тура tотб, 

°C 

Энталь-
пия, 
hотб 

кДж/кг 

Энтра-
пия, sотб, 
кДж/кг*К 

Давле-
ние 

насыще-
ния pн, 

МПа 

Темпера-
тура насы-
щения tн, 

°C 

Энтальпия 
насыщен-
ного пара 
hн, кДж/кг 

Энталь-
пия дре-

нажа 
hдр, 

кДж/кг 

Давле-
ние 

воды 
pв, 

МПа 

Темпера-
тура воды 

tв, °C 

Энтальпия воды hв, кДж/кг 

0 - 35,00 720,0 3770 6,522 - - - - - - - 
0' - 33,25 716,3 3770 6,543 - - - - - - - 
1 ПВД-1 12,438 538,6 3448 6,598 11,816 323,5 2690 1484 47,50 322 1432 
2 ПВД-2 6,944 447,2 3282 6,630 6,597 281,8 2778 1246 48,00 280,3 1231 

ПП - 6,250 720,0 3941 7,453 - - - - - - - 
3 ПВД-3 2,325 547,3 3570 7,493 2,209 217,5 2505 931,9 48,50 216,0 943,3 

ПН - - - -   - - - - 49,00 178,5 783,4 
4 Д 1,120 435,2 3338 7,521 0,800 170,4 2768 721,0 0,8 170,4 721,0 
5 ПНД-5 0,505 327,5 3121 7,553 0,481 150,4 2746 634,0 1,120 145,4 612,9 
6 ПНД-6 0,235 236,9 2944 7,583 0,223 123,8 2711 519,7 1,120 118,8 499,1 
Л - 0,033 - 2629 7,732 - 71,47 2629 - - - - 
7 ПНД-7 0,080 136,9 2752 7,661 0,076 92,03 2663 385,3 1,120 92,03 385,3 
8 ПНД-8 0,033 70,99 2622 7,723 0,031 69,86 2626 292,4 1,120 64,86 271,6 
- ОУ - - -   - - - - - - 157,8 
К к-р 0,005 - 2404 7,881 0,005 32,88 2561 137,8 0,005 32,88 137,8 
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Таблица А.10 – Сведение материального баланса по конденсатору 

Сведение материального баланса по конденсатору 
Характеристика Размерность Величина 
Доля острого пара α0 доля 1 

Доля питательной воды (на входе в ПК) αпв доля 1,015 

Доля пара на ПВД-1 α1 доля 0,1050 
Доля пара на ПВД-2 α2 доля 0,1327 
Доля пара на ПВД-3 α3 доля 0,0338 
Доля пара на Д α4 доля 0,0085 

Доля основного конденсата на входе в Д αок доля 0,7350 

Доля пара на ПНД-5 α5 доля 0,0340 
Доля пара на ПНД-6 α6 доля 0,0329 
Доля пара на ПНД-7 α7 доля 0,0280 
Доля пара на ПНД-8 α8 доля 0,0312 
Проверка по конденсатору сверху доля 0,5939 
Проверка по конденсатору снизу доля 0,5939 
Погрешность вычислений  % 0,00 

 

Таблица А.11 – Распределение теплоперепадов по отсекам турбины 

Цилиндр Отсек тур-
бины 

Доля пропуска 
пара 

Теплоперепад в от-
секе 

Внутренняя работа от-
сека 

ЦВД 
0'-1 1,0000 322,8 322,8 
1-2 0,8950 165,6 148,2 

ЦСД 

ПП-3 0,7623 370,7 282,5 
3-4 0,7284 232,1 169,0 
4-5 0,7200 216,6 155,9 
5-6 0,6860 177,6 121,8 

ЦНД 
6-7 0,6531 191,4 125,0 
7-8 0,6251 130,3 81,4 
8-к 0,5939 218,3 129,6 

Приведенный теплоперепад 1536,4 
 
Таблица А.12 – Расход пара в регенеративных подогревателях 
Расход питательной воды Dпв кг/с 702,9 

Расход 1 отбора D1 кг/с 72,7 
Расход 2 отбора D2 кг/с 91,9 
Расход 3 отбора D3 кг/с 23,4 
Расход 4 отбора D4 кг/с 5,9 
Расход 5 отбора D5 кг/с 23,5 
Расход 6 отбора D6 кг/с 22,8 
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Продолжение таблицы А.12 

Расход 7 отбора D7 кг/с 19,4 
Расход 8 отбора D8 кг/с 21,6 

Расход ОК Dок кг/с 509,0 
Расход ПП Dпп кг/с 527,9 

Расход утечек Dут кг/с 10,4 
Расход добавочной воды Dдв кг/с 10,4 

 
Таблица А.13 – Энергетические показатели тепловой схемы 

Характеристика Размерность Величина 
Электрическая мощность брутто МВт 1045,9 
Теплота на т/у МВт 1967 
КПД т/у брутто  % 53,18 
КПД блока брутто  % 48,44 
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