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Таблица 1
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Таблица 2

 

Для ТЭС с общим паропроводом
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№ ____________

Москва

О повышении качества первичного

и вторичного регулирования частоты

электрического тока в ЕЭС России

Реструктуризация электроэнергетики России, связанная с разделением вертикально интегрированной отрасли на монопольный и конкурентный секторы, предполагает создание независимых компаний, осуществляющих на рынке электрической энергии и мощности в ЕЭС России деятельность по одному или нескольким направлениям, создание фундамента и построение взаимоотношений между субъектами рынка электрической энергии и мощности на основе заинтересованного участия в том или ином виде деятельности. При этом в процессе реструктуризации должны быть сохранены качество и надёжность электроснабжения потребителей, что требует четкого выполнения специфических для каждого из участников обязанностей, обеспечивающих поддержание частоты, как одного из основных показателей качества электрической энергии.

Регулирование частоты и мощности является приоритетной обязанностью электростанций. Выполнение системных требований по регулированию является одним из основных условий их подключения к ЕЭС России.

На сегодняшний день практически ни одна из тепловых и атомных электростанций ЕЭС России не осуществляет полноценное первичное и вторичное регулирование частоты, в первую очередь из-за неиспользования систем регулирования производительности котлов (реакторов АЭС). Отдельные электростанции с блоками 500-800 МВт (например, блок № 10 Рефтинской ГРЭС, блоки Сургутской ГРЭС-2 и Нижневартовской ГРЭС) оснащены системами автоматического регулирования частоты и мощности, однако существующие системы не используются в проектном режиме и, кроме того, не в полной мере отвечают современным системным требованиям по регулированию частоты.

Особенностью объединённых энергосистем является наличие транзитных линий электропередачи, по которым происходит обмен мощностями между энергосистемами. Как правило, эти линии имеют ограниченную (по сравнению с установленной мощностью энергосистем) пропускную способность. Поскольку даже небольшие изменения частоты в объединениях могут вызвать существенные отклонения обменных мощностей, то помимо регулирования частоты, необходимо регулировать и перетоки мощности.

Постоянное участие в первичном и вторичном регулировании сопряжено с дополнительными расходами на обеспечение диапазонов автоматического регулирования технологической автоматики котлов, реакторов и гидроагрегатов. В этих условиях всё бремя затрат, связанных с повышенным износом оборудования, несут отдельные регулирующие частоту электростанции.

Западноевропейские энергосистемы (UCTE и др.) первичным и вторичным регулированием, обеспечивают высокое качество регулирования частоты. Согласно нормам UCTE регулирование частоты нормируется величиной и временем мобилизации резервов, коэффициентом статизма и зоной нечувствительности систем автоматического регулирования агрегатов ТЭС, АЭС и ГЭС:

· Первичное регулирование (время мобилизации до 30 с) - реализуется автоматически под действием системы автоматического регулирования (САР) турбоагрегатов, систем регулирования производительности котлов, реакторов при отклонении частоты от заданного уровня. Рекомендуемые коэффициенты статизма для турбин ТЭС и АЭС – 4-6%, гидроагрегатов 2-6%. Рекомендуемая зона нечувствительности ± 0,01Гц.

· Вторичное регулирование (время мобилизации до 15 мин) – реализуется вручную или автоматически. К нему относятся изменения мощности включенных агрегатов, выполняемые оперативно персоналом либо воздействием АРЧМ.

Указанные требования значительно отличаются от требований, приведенных в Правилах технической эксплуатации электрических станций и сетей Российской Федерации и, как правило, не могут быть выполнены на действующих электростанциях в короткие сроки. Приведение выделенной части электростанций к современным требованиям по первичному и вторичному регулированию требует значительных затрат на их модернизацию и может быть реализовано только за счет сочетания технических требований к регулированию частоты в условиях конкурентного рынка электроэнергии, методологии ценообразования на рынке регулирования частоты и организации рынка регулирующей мощности.

Существующая на ФОРЭМ система взаимоотношений не обеспечивает стимулирования участия электростанций в первичном и автоматическом вторичном регулировании.

Утверждённые ФЭК 6 мая 1997 года и применяемые в настоящее время «Временные методические указания по формированию и применению двухставочных тарифов на Федеральном (общероссийском) оптовом рынке электрической энергии и мощности (ФОРЭМ)» предусматривают для электростанций-поставщиков мощности и энергии на оптовый рынок возмещение условно постоянных затрат, рассчитанных с учётом их установленной мощности. Однако в них отсутствует выделенная тарифная ставка для возмещения затрат электростанций, связанных с выполнением функций по первичному, вторичному и третичному регулированию. В этих условиях решения о финансировании работ по организации общего первичного и автоматического вторичного регулирования принимались руководством каждой электростанции исходя из существовавших, по их мнению, приоритетов.

2 апреля 2002 года Постановлением Правительства Российской Федерации «О ценообразовании в отношении электрической и тепловой энергии» были утверждены «Основы ценообразования в отношении электрической и тепловой энергии в Российской Федерации» и «Правила государственного регулирования и применения тарифов (цен) на электрическую и тепловую энергию в Российской Федерации». Указанные документы позволяют на качественно новом уровне решить комплекс вопросов связанных с организацией первичного, вторичного и третичного регулирования.

Для решения этой задачи необходимо организовать реализацию следующих проектов:

· создание нормативной, методической и договорной базы регулирования частоты в рыночных условиях;

· приведение общего первичного регулирования частоты на всех электростанциях в соответствие с действующими нормативными требованиями;

· модернизация оборудования и систем регулирования на выделенных электростанциях для привлечения их к нормированному первичному и автоматическому вторичному регулированию в соответствии с современными требованиями;

· координация работ по первичному, вторичному и третичному регулированию.

Применение современных требований к нормированному первичному и автоматическому вторичному регулированию, а также нормирование третичного регулирования позволит упорядочить поддержание резервов.

Участие электростанций в общем первичном регулировании частоты должно рассматриваться как одно из важнейших условий подключения к электрическим сетям и подписания договора о подключении. При этом необходимо обеспечить целевое использование средств на приведение общего первичного регулирования частоты в соответствие с действующими требованиями.

Участие электростанций в нормированном первичном, автоматическом вторичном и третичном регулировании необходимо рассматривать как системные услуги, для чего должна быть разработана и в соответствии с существующими процедурами утверждена необходимая нормативная и методическая база. Компенсация затрат должна производиться посредством организации оплаты услуг через механизмы организации торгов на оптовом рынке электрической энергии и мощности.

Общее руководство и координация процессом регулирования частоты и мощности должна осуществляется Системным оператором как организацией, ответственной за конечный результат регулирования.

В целях повышения качества регулирования частоты электрического тока в ЕЭС России, подготовки ЕЭС к работе в условиях конкурентного рынка электрической энергии и создания предпосылок для расширения сотрудничества с энергообъединениями Западной Европы за счёт организации синхронной работы

ПРИКАЗЫВАЮ:

1. Утвердить и ввести в действие разработанные в соответствии с поручениями приказов РАО «ЕЭС России» от 03.07.2000 №368, от 15.10.2001 №553, от 06.03.2002 №120 и от 12.07.2002 №401:

1.1. «Временные методические рекомендации по проверке готовности ТЭС к первичному регулированию частоты в ЕЭС России» (Приложение 1);

1.2. «Временные методические рекомендации по проверке готовности ГЭС к первичному регулированию частоты» (Приложение 2);

1.3. «Основные положения по первичному и вторичному регулированию частоты и активной мощности в ЕЭС России» (Приложение 3);

1.4. «Положение об оперативном ведении системами регулирования мощности и режимами эксплуатации технологической автоматики и оборудования энергоблоков в соответствии с их распределением по способу диспетчерского управления» (Приложение 4);

1.5. «Системные технические требования к энергоблокам тепловых электростанций, выделяемых для участия в нормированном первичном и автоматическом вторичном регулировании» (Приложение 5);

1.6. Перечень энергоблоков электростанций 200-800 МВт, первоначально выделяемых для участия в нормированном первичном и автоматическом вторичном регулировании в соответствии с «Системными техническими требованиями к энергоблокам тепловых электростанций, выделяемых для участия в нормированном первичном и автоматическом вторичном регулировании» (Приложение 6);

1.7. Перечень электростанций, системы регулирования и режимы эксплуатации которых находятся в оперативном ведении ОАО «СО-ЦДУ ЕЭС» (Приложение 7).
2. ОАО «СО-ЦДУ ЕЭС», ОАО «ФСК», Департаменту развития рынка электроэнергии, Департаменту корпоративной стратегии, Департаменту электрических станций, Департаменту экономического планирования и анализа, Департаменту научно-технической политики и развития, Департаменту генеральной инспекции по эксплуатации электрических станций и сетей с целью подготовки условий применения рыночных механизмов привлечения электростанций к более качественному автоматическому регулированию частоты электрического тока в ЕЭС России до 01.03.2003 обеспечить разработку, согласование с соответствующими органами, утверждение и поэтапный ввод в действие выпуском специального приказа РАО «ЕЭС России»:

2.1. Условий присоединения генерирующих компаний к электрической сети в части требований по обеспечению участия в первичном, вторичном и третичном регулировании частоты, как составной части «Положения о порядке доступа к электрическим сетям»;

2.2. Регламента взаимодействия субъектов ОРЭМ при выполнении обязательств по первичному, вторичному и третичному регулированию, как составной части «Технологических правил оптового рынка электроэнергии России» и «Коммерческих правил оптового рынка электроэнергии России»;

2.3. Порядка организации рынка услуг по регулированию частоты и перетоков мощности в ЕЭС России, как составной части «Технологических правил оптового рынка электроэнергии России» и «Коммерческих правил оптового рынка электроэнергии России»;

2.4. Требований к участию в регулировании частоты, как составной части «Типового договора на присоединение»;

2.5. «Методики определения затрат электростанций, связанных с участием в общем первичном регулировании, в нормированном первичном, вторичном и третичном регулировании частоты электрического тока в ЕЭС России»;

2.6. «Методики расчёта стоимости услуг по нормированному первичному, вторичному и третичному регулированию частоты электрического тока в ЕЭС России».

2.7. «Методики формирования тарифов на услуги по первичному, вторичному и третичному регулированию частоты электрического тока в ЕЭС России»;

2.8. «Системы мониторинга и оценки участия в общем первичном регулировании, нормированном первичном, вторичном и третичном регулировании частоты электрического тока в ЕЭС России»;

3. ОАО «СО-ЦДУ ЕЭС», ОАО «ФСК», Департаменту развития рынка электроэнергии, генеральным директорам АО-энерго, АО-электростанций, управляющих и генерирующих компаний:

3.1. Условия по качеству первичного и вторичного регулирования частоты указывать в договорах, заключаемых с участниками рынка электроэнергии (электростанциями, АО-энерго или генерирующими компаниями);

3.2. При формировании и оформлении условий по качеству автоматического регулирования на первом этапе в указанные договоры включить требования, обеспечивающие участие в первичном и вторичном регулировании исходя из технических данных и возможностей действующего оборудования (САР турбины и автоматики блока или котла), которые должны соответствовать проекту, эксплуатационным требованиям завода-изготовителя (наладочной организации), действующим нормативным документам. При этом оценка на соответствие осуществляется специалистами электростанций, АО-энерго или генерирующих компаний в соответствии с «Временными методическими рекомендациями по проверке готовности ТЭС к первичному регулированию частоты в ЕЭС России» и «Временными методическими рекомендации по проверке готовности ГЭС к первичному регулированию частоты» (Приложения 1 и 2).

3.3. При первичном заключении указанных договоров (ввиду близости срока) исполнение вышеуказанных требований оформлять в следующем порядке:

· Если при согласовании технических условий на присоединение субъекта к электрической сети (АО-электростанции, АО-энерго или генерирующей компании) определяется, что условия по качеству автоматического регулирования выполняются, то договор сторонами подписывается;

· Если при согласовании технических условий на присоединение субъекта к электрической сети (АО-электростанции, АО-энерго или генерирующей компании) определяется, что условия по качеству автоматического регулирования не выполняются, то договор сторонами подписывается с прилагаемым к нему по специальной форме актом с указанием в нем объемов и сроков выполнения работ, обеспечивающих указанные требования.

4. Департаменту генеральной инспекции по эксплуатации электрических станций и сетей совместно с подразделениями технического аудита ОАО «СО-ЦДУ ЕЭС», Департаментом электрических станций, Фирмой ОРГРЭС, руководителями АО-энерго, АО-электростанций и генерирующих компаний в рамках кампании по подготовке и проверки готовности к предстоящему ОЗП 2002/2003 гг. обеспечить:

4.1. Проверку выполнения на всех электростанциях поручений пунктов 1.1-1.4 приказа РАО «ЕЭС России» от 03.07.2000 №368 «О мероприятиях по выполнению на электростанциях требований ПТЭ по регулированию частоты». Результаты проверки каждой электростанции оформить актом по форме, приведенной в Приложении 8 настоящего приказа;

4.2. Проверку выполнения поручения пункта 1 приказа РАО «ЕЭС России» от 15.10.2001 №553 о проведении испытаний на электростанциях (по перечню приложения 1 к указанному приказу), готовых к участию в первичном регулировании частоты. Результаты проверки оформить актом по форме, приведенной в Приложении 9 настоящего приказа;

4.3. Решение о выдаче Паспортов готовности к работе в ОЗП для электростанций, не выполнивших требования по участию в первичном регулировании (п. 8.3.2 «Положения об оценке готовности энергопредприятий к работе в осенне-зимний период»), принимать только после рассмотрения и решения Центральной комиссии по регулированию производственной деятельности РАО «ЕЭС России». Для своевременного рассмотрения и принятия комиссией решения обеспечить направление актов по факсу (095) 927-95-15 или (095) 957-17-80 в ОАО «СО-ЦДУ ЕЭС» до 01.11.2002.

5. С целью поэтапного приведения общего первичного регулирования частоты в соответствие с действующими нормативами, организации нормированного первичного регулирования и автоматического вторичного регулирования в соответствии с современными требованиями утвердить «Сетевой график выполнения мероприятий по обеспечению участия электростанций в первичном и вторичном регулировании частоты электрического тока в ЕЭС России» (Приложение 10).

6. Генеральным директорам АО-энерго, АО-электростанций, управляющих и генерирующих компаний в соответствии с «Сетевым графиком выполнения работ по обеспечению участия электростанций в первичном и вторичном регулировании частоты электрического тока в ЕЭС России» разработать, согласовать с Департаментом электрических станций, Департаментом научно-технической политики и развития и ОАО «СО-ЦДУ ЕЭС» аналогичные собственные сетевые графики для обеспечения требований по участию в первичном и вторичном регулировании, в которых отразить следующие этапы:

· Изучение вопроса, определение мероприятий, конкурс по выбору вариантов модернизации САР и планирование работ;

· Выполнение технического задания, проведение тендера на проект модернизации САР и на исполнителей;

· Проектирование, разработка сметы затрат, включение в тариф, оформление затрат в бюджете общества в качестве защищенной статьи;

· Исполнение графика модернизации совмещённого с плановыми ремонтами;

· Наладка, испытания, опытная эксплуатация, сертификация, сдача в промышленную эксплуатацию.

После согласования сетевых графиков они утверждаются специальным приказом.

7. ОАО «СО-ЦДУ ЕЭС» с целью безусловного обеспечения перехода на новое качество регулирования частоты электрического тока в ЕЭС России и подготовки совместно с ОАО «ФСК» к 30.03.2004 условий для осуществления синхронизации с энергосистемами Западной Европы:

7.1. Осуществить общую координацию и управление процессами реализации проектов «Сетевого графика выполнения работ по обеспечению участия электростанций в первичном и вторичном регулировании частоты электрического тока в ЕЭС России», в том числе:

· осуществление организационной и методической поддержки, участие в проектировании, рассмотрение технико-экономических характеристик представляемых вариантов САР на соответствие предъявляемым требованиям;

· контроль выполнения работ по проектам в установленные сетевым графиком сроки, экспертиза и выдача заключений по проектам модернизации САР;

· аккредитация САР, готовых к выполнению функций общего первичного, нормированного первичного и автоматического вторичного регулирования.

7.2. ОАО «СО-ЦДУ ЕЭС» с целью улучшения качества регулирования частоты и приведения внутренних требований по частоте к показателям UCTE, ввести в действующие инструкции следующие показатели:

· нормальный уровень частоты 50,00 ± 0,05 Гц;

· допустимый уровень частоты 50,00 ± 0,2 Гц.

· время восстановления нормального уровня частоты не более 15 минут.

Ввести в систему автоматического мониторинга частоты электрического тока в ЕЭС России контроль нормальных и допустимых уровней частоты по приведённым нормам и выполнять текущий анализ частоты с указанием причин отклонений за нормальные и допустимые пределы.

Анализ отклонений частоты за нормальные и допустимые пределы производить с указанием причин.

7.3. Совместно с уполномоченными организациями стран СНГ проработать вопрос участия их энергосистем в первичном и вторичном регулировании, выработать согласованные технические и организационные решения и представить их на согласование члену Правления РАО «ЕЭС России» А.М. Зелинскому.

7.4. Совместно с концерном «Росэнергоатом» организовать совместную оценку роли атомных электростанций в регулировании режима работы с учетом возрастающего их удельного веса в ЕЭС России.

7.5. Совместно с Департаментом электрических станций, Департаментом научно-технической политики и развития, Департаментом техперевооружения и совершенствования энергоремонта до 01.12.2002 разработать и представить на утверждение отдельным приказом РАО «ЕЭС России» мероприятия по замене и модернизации систем регулирования гидротурбинного оборудования, систем ГРАМ и АРЧМ с учётом планов модернизации систем первичного и вторичного регулирования и норм первичного и вторичного регулирования частоты.

7.6. Совместно с Департаментом электрических станций, Департаментом научно-технической политики и развития, Департаментом техперевооружения и совершенствования энергоремонта, Фирмой ОРГРЭС, ВНИИЭ, ВТИ, НИИПТ до 25.09.2002 организовать размещение на веб-сайте www.so-cdu.ru информации по имеющимся достижениям в области совершенствования регулирования частоты, нормативной и справочной информации, предложений отечественных и зарубежных компаний по развитию систем регулирования частоты, а также обеспечить обсуждение и обмен интересующей информацией.

8. Департаменту электрических станций, Департаменту техперевооружения и совершенствования энергоремонта, Департаменту научно-технической политики и развития совместно с АО-энерго, АО-электростанциями, управляющими и генерирующими компаниями, ОАО «ВТИ», ОАО «Фирма ОРГРЭС», ОАО «ВНИИЭ» обеспечить научно-техническую и методологическую направленность работ по реконструкции и модернизации действующих систем автоматического регулирования агрегатов электростанций, участвующих в первичном и вторичном регулировании частоты электрического тока, для чего выполнить:

· инвентаризацию всех разработок САР, участвующих в первичном и вторичном регулировании частоты, прошедших апробацию и отвечающих современным требованиям;

· выбор и доработку с учётом особенностей оборудования вариантов САР, отвечающих современным требованиям для энергоблоков, перечисленных в Приложении 6.

· испытания имеющихся вариантов САР на соответствие системным техническим требованиям;

· выбор организаций-исполнителей проектов, поставок и работ и организовать проведение тендеров и заключение соответствующих договоров на выполнение работ, предусмотреть участие в тендерах иностранных компаний.

9. Контроль за исполнением настоящего приказа возложить на заместителя Председателя Правления РАО «ЕЭС России» М.А. Абызова.

Председатель Правления





      А.Б. Чубайс

Рассылается: 2,1; 3-5; 7,1; 8.

Паули 220-51-20

Приложение 10 размещено на веб-сайте www.so-cdu.ru
 Приложение 1

к приказу РАО «ЕЭС России»

от_________ №___________

ВРЕМЕННЫЕ МЕТОДИЧЕСКИЕ РЕКОМЕНДАЦИИ

ПО ПРОВЕРКЕ ГОТОВНОСТИ ТЭС К ПЕРВИЧНОМУ РЕГУЛИРОВАНИЮ ЧАСТОТЫ В ЕЭС РОССИИ

1. ВВЕДЕНИЕ

1.1. Настоящие Методические рекомендации содержат рекомендации по упрощенной методике проведения контрольных испытаний энергоблоков и ТЭС с общим паропроводом с целью определения их готовности к участию в первичном регулировании частоты в ЕЭС России в соответствии с требованиями "Правил технической эксплуатации электрических станций и сетей Российской Федерации: РД 34.20.501-95" (М.: СПО ОРГРЭС, 1995), п.п. 6.3.3, 6.3.4 с учетом "Извещения № 1 об изменении "Правил технической эксплуатации электрических станций и сетей Российской Федерации: РД 34.20.501-95" (М.:СПО ОРГРЭС, 2000).
Приказом РАО "ЕЭС России" от 03.07.2000 г. № 368 "О мероприятиях по выполнению на электростанциях требований ПТЭ по регулированию частоты" руководителям АО-энерго и АО-электростанций предписано:

"п. 1.4. Обеспечить с июля 2001 г. участие всех электростанций в первичном регулировании частоты в соответствии с требованиями ПТЭ и распорядительных документов, заданиями ЦДУ ЕЭС России, ОДУ, АО-энерго по размещению резервов первичного регулирования (кроме агрегатов по согласованному перечню временных отступлений от ПТЭ)".

"Первичное регулирование частоты должно осуществляться всеми электростанциями путем изменения мощности под воздействием автоматических регуляторов частоты вращения роторов турбоагрегатов и производительности котлов, реакторов и т.п." (Извещение № 1).
1.2. Готовая к первичному регулированию частоты в соответствии с ПТЭ электростанция, энергоблок должны удовлетворять следующим основным требованиям:

1.2.1. Совокупность энергетического и вспомогательного оборудования, технологической автоматики энергоблока, электростанции, используемые режимы их эксплуатации должны позволять в пределах установленного регулировочного диапазона нагрузок поддерживать диапазон первичного регулирования (ДПР) величиной до 20% номинальной мощности.

Примечание. В полной мере этот диапазон будет использоваться эпизодически при аварийных режимах в энергосистеме. В нормальных условиях работы качество регулиро​вания частоты в ЕЭС России обеспечивает выполнение требований "Норматива допустимых минимальных уровней и скоростей изменения нагрузок энергоблоков тепловых электростанций РАО "ЕЭС России" (неплановые изменения нагрузки в пределах ±7% номинальной).

1.2.2. При однократном изменении мощности турбоагрегата в пределах ДПР на ±10% номинальной под воздействием регулятора частоты вращения (АРС) переходный процесс должен укладываться в границы, установленные настоящим Методическим пособием, а новая заданная мощность должна поддерживаться всем энергетическим оборудованием и технологической автоматикой энергоблока, электростанции неограниченное время. В течение переходного процесса и далее при поддержании нового значения мощности технологические параметры режима работы энергоустановки не должны отклоняться за допустимые пределы.

При повторных изменениях мощности турбоагрегата под воздействием АРС в пределах ДПР с интервалом не менее 10 мин в любом направлении мощность энергоблока, электростанции должна успевать стабилизироваться и удерживаться на новом заданном значении до следующего изменения. Переходный процесс после каждого изменения мощности также должен укладываться в границы, установленные настоящим Методическим пособием, а параметры режима работы энергоустановки не должны отклоняться за допустимые пределы.

1.2.3. При выходе мощности турбоагрегата под воздействием АРС за пределы ДПР средства технологической автоматики не должны допускать нарушений нормального режима работы энергоустановки либо угрозы ее аварийного останова.

1.2.4. Автоматический регулятор частоты вращения турбины должен постоянно контролировать режим работы турбоагрегата, обеспечивая устойчивость работы и участие турбоагрегата в первичном регулировании частоты путем автоматического изменения мощности при изменении частоты его вращения в соответствии с предусмотренными ПТЭ (п. 4.4.3) характеристиками.

Режимы работы оборудования, при которых автоматический регулятор частоты вращения турбоагрегата не может выполнять своих функций, не должны допускаться.

Частотные корректоры регуляторов мощности любых типов должны лишь помогать работе регулятора частоты вращения турбины, не заменяя его и не ухудшая его статических и динамических характеристик.

1.2.5. Технологическая автоматика котла и турбины должна способствовать эффективной работе АРС турбины путем своевременного изменения их нагрузки в целях поддержания нового заданного значения активной мощности в процессе первичного регулирования частоты без отклонения параметров технологического процесса за допустимые пределы.

1.2.6. Во исполнение пп. 6.3.4, 6.3.9 ПТЭ в инструкциях оперативному персоналу электростанций, энергоблоков должны быть даны указания по обеспечению участия и о методах контроля участия электростанций в первичном регулировании частоты.

Оперативный персонал электростанции должен быть обучен методам контроля и управления энергоустановкой, участвующей в первичном регулировании частоты, как в нормальных, так и в аварийных условиях. В частности, поддержанию заданного первичного диапазона регулирования в обоих направлениях из​менения мощности от заданного диспетчерским графиком значения, методам управления оборудованием при выходе мощности за пределы ДПР и т.п.

Возможность такого участия и контроля должна быть обеспечена техническими средствами. 

1.3. Контрольные испытания проводятся после завершения работ по подготовке энергоустановок к участию в первичном регулировании частоты. Настоящие Методические рекомендации определяют содержание, порядок и способы оценки результатов контрольных испытаний.

Поскольку контрольные испытания в промышленных условиях должны проводиться силами АО-энерго и электростанций, методика их проведения существенно упрощена, количество измеряемых параметров сведено к минимуму, а готовность энергоустановки к участию в первичном регулировании определяется по ограниченному количеству наиболее характерных показателей, а именно:

- соответствие характеристик регулятора частоты вращения турбины требованиям ПТЭ (п. 4.4.3);
- соответствие переходных процессов активной мощности и давления свежего пара перед турбиной (в общем паропроводе), полученных при испытаниях, требованиям, изложенным в данных Методических рекомендациях.

2. РЕКОМЕНДАЦИИ ПО МЕТОДИКЕ ПРОВЕДЕНИЯ КОНТРОЛЬНЫХ ИСПЫТАНИЙ

2.1. Контрольные испытания энергоустановки на готовность к участию в первичном регулировании частоты (ПРЧ) включают в себя:

— испытания системы регулирования частоты вращения каждой турбины;

— комплексные испытания энергоблока, очереди ТЭС с общим паропроводом.

2.2. Для всех турбин должны быть представлены следующие характеристики системы регулирования, определенные не позднее одного года до даты проведения контрольных испытаний в соответствии с п. 8 "Методических указаний по проверке и испытаниям автоматических систем регулирования и защит паровых турбин: МУ 34-70-062-83" (М.: СПО ОРГРЭС, 1991), срок действия которых продляется до 2003 г.:

— статическая характеристика;

— зона нечувствительности по частоте;

— степень неравномерности по частоте (общая и местные максимальная и минимальная);

— время непрерывного полного хода регулирующих клапанов турбины (РК) при воздействии на механизм управления турбиной (МУТ) в сторону открытия и закрытия (на остановленной турбине).

2.3. Комплексные испытания проводятся на каждом энергоблоке и каждой очереди ТЭС с общим паропроводом, исключая энергоустановки, по тем или иным причинам освобожденные от участия в первичном регулировании частоты в соответствии с п. 1.3 Приказа от 03.07.2000 г. № 368.
На энергоустановках до проведения комплексных испытаний должны быть:

— выполнены мероприятия, обеспечивающие соответствие характеристик АСР турбины требованиям ПТЭ (п. 2.2);
— выведены из эксплуатации любые автоматические устройства, препятствующие действию регулятора частоты вращения турбин в нормальных режимах работы оборудования (регуляторы давления "до себя" и регуляторы положения РК турбины при работе на скользящих параметрах, если они не входят в состав системы регулирования мощности и на них не подается сигнал от частотного корректора, и т.п.);

— введены в постоянную эксплуатацию системы автоматического регулирования нагрузки котлов (АСРК), получающие прямо или косвенно (например, по давлению свежего пара) задание на изменение паропроизводительности при отклонениях частоты в энергосистеме от нормы.

Выполнение указанных требований обеспечивается, в частности, при использовании схем, рекомендованных в Информационном письме ИП-06-2000 (Э) "О мероприятиях по выполнению на электростанциях требований ПТЭ по регулированию частоты" (М.: СПО ОРГРЭС, 2000):
— для энергоблоков с прямоточными котлами: типовой системы управле​ния мощностью САУМ-1 или ее упрощенного варианта САУМ-У;

— на энергоблоках с барабанными котлами: САУМ-2 или ее упрощенного варианта без регулятора мощности на турбине (на турбине — свободный АРС, на котле — АСРК, поддерживающая давление пара перед турбиной);

— на ТЭС с поперечными связями: главного регулятора давления пара в общем паропроводе, воздействующего на АСРК всех или части котлов, на турбинах — свободные АРС.

2.4. Комплексные испытания проводятся по рабочей программе, утвержденной главным инженером электростанции. На электростанциях РАО "ЕЭС России" программа комплексных испытаний должна быть, кроме того, согласована с ЦДУ ЕЭС России и соответствующим ОДУ.

2.5. Комплексные испытания проводятся в двух диапазонах нагрузок:

при 90- 100% номинальной и вблизи нижнего предела регулировочного диапазона. На ТЭС с общим паропроводом испытания должны проводиться при работе турбоагрегатов, суммарная номинальная мощность которых составляет не менее 70% номинальной мощности турбоагрегатов данной очереди ТЭС.

На каждой нагрузке должны быть получены представительные графики переходных процессов по активной мощности и давлению пара перед турбиной каждого энергоблока, по суммарной активной мощности работающих турбоагрегатов и давлению пара в общем паропроводе данной очереди ТЭС при возмущающих воздействиях в сторону увеличения и уменьшения нагрузки на (10% номинальной. Перед каждым опытом основные технологические параметры и расходы сред на котлах и турбинах должны быть стаби​лизированы и в течение 5-10 мин до нанесения возмущения не должны изменять своих значений.

2.6. При проведении комплексных испытаний возмущающие воздействия по нагрузке формируются следующим образом:

2.6.1. На энергоблоках, в системах автоматического регулирования которых имеются турбинные регуляторы мощности, воздействующие на МУТ по заданию от частотного корректора (САУМ-1, САУМ-У, САУМ-2 и им подобные), возмущающее воздействие формируется путем скачкообразного изменения заранее откалиброванного сигнала, имитирующего отклонение частоты на величину, соответствующую изменению нагрузки блока на ±10% номинальной на входе регуляторов, получающих задание от частотного корректора.

2.6.2. На энергоблоках, в системах автоматического регулирования кото​рых отсутствует турбинный регулятор мощности, воздействующий на МУТ, а АСРК поддерживает давление пара перед турбиной, возмущающее воздействие формируется путем однократного ступенчатого перемещения регулирующих клапанов турбины на величину, соответствующую изменению активной мощности на ±10% номинальной. Перемещение клапанов осуществляется подачей на МУТ непрерывного сигнала соответствующего направления и длительности. До нанесения возмущения должны быть выбраны люфты МУТ, а после нанесения возмущения положение МУТ не должно изме​няться до окончания опыта.

2.6.3. На ТЭС с общим паропроводом, оснащенной главным регулятором давления пара, воздействующим на АСРК всех или части котлов, возмущения формируются путем однократных ступенчатых перемещений регулирующих клапанов всех или части работающих турбин данной очереди ТЭС, величины которых определены заранее и соответствуют изменению суммарной активной мощности всех работающих турбин очереди на ±10% номинальной. Перемещение клапанов осуществляется путем одновременной подачи непрерывного сигнала соответствующего направления и длительности на МУТ турбин, участвующих в испытаниях.

2.7. Определение величины перемещения МУТ, соответствующей 10%-ному изменению активной мощности энергоблока (величин перемещения МУТ турбин ТЭС с общим паропроводом для получения 10%-ного изменения суммарной мощности), производится путем постепенного (в 2-3 приема) прикрытия (открытия) РК турбины с выдержками на каждой ступени до восстановления давления пара перед турбиной (в общем паропроводе).

2.8. В каждом опыте с помощью регистрирующих приборов или наблюдателями вручную должны быть зафиксированы:

— моменты нанесения возмущающих воздействий и их фактическая величина;

— за 3 мин до нанесения возмущения и в течение всего переходного процесса до стабилизации режима:

активная мощность турбогенератора энергоблока; суммарная мощность всех работающих турбогенераторов очереди ТЭС (или каждого в отдельности);

давление пара перед турбиной энергоблока; в общем паропроводе ТЭС;

минимальное и максимальное содержание кислорода (02) в дымовых газах (по штатному регистратору);

параметр, характеризующий положение регулирующих клапанов турбины энергоблока при работе в зоне скользящего давления.

Каждый опыт должен заканчиваться стабилизацией активной мощности на новом уровне, восстановлением исходного значения давления свежего пара в опытах при номинальном давлении или стабилизацией давления на новом уровне в опытах при скользящем давлении.

Регистрацию переходных процессов можно производить автоматически или вручную с обязательной фиксацией момента нанесения возмущения.

Для автоматической регистрации целесообразно использовать многоканальные самопишущие приборы с непрерывной записью (например, типа Н-327 или их аналоги, осциллографы и т.п.), многоточечные (печатающие) регистраторы, а при наличии ИВС или АСУ ТП — специально сформированные протоколы с последующей распечаткой на принтере или графопостроителе.

Скорость диаграммной ленты самопишущих и регистрирующих приборов следует выбирать не менее 12 мм/с, средняя точка на диаграмме должна соответствовать средней величине регистрируемого параметра в данной серии опытов, а шкала — отклонениям параметра от средней величины при двусторонних возмущающих воздействиях. При использовании многоточечных регистраторов цикл печати каждой точки не должен превышать 20 с.

Для регистрации параметров могут быть использованы и штатные самопишущие приборы со скоростью диаграммной ленты, увеличенной до 12-20 мм/мин. Однако шкалы этих приборов рассчитаны на полный диапазон изменения параметров, вследствие чего погрешности измерений существенно возрастают. По этой же причине при ручной регистрации целесообразно использовать специально подготовленные показывающие приборы с "растянутой" шкалой.

При ручной регистрации каждый наблюдатель по команде ведущего должен записывать не более двух-трех параметров. Интервал записи должен составлять 20 с. Начало записи за 3 мин до нанесения возмущения, окончание — после стабилизации параметров. Ориентировочная продолжительность одного опыта — 10-15 мин.

2.9. Обработка результатов комплексных испытаний включает:

— отбор по одному наиболее представительному опыту в сторону увеличения и уменьшения нагрузки на каждой из двух нагрузок (п. 2.5);
— расчет относительных величин отклонений параметров в каждом опыте с интервалом 20 с.

Относительная величина активной мощности — 100 (N/Nн (%), где для энергоблоков: (N — отклонение величины активной мощности от исходного значения (МВт), Nн — номинальная мощность турбогенератора (МВт);

для ТЭС с общим паропроводом: (N равняется сумме отклонений величин активной мощности всех работающих турбоагрегатов от исходного значения в каждый момент времени (N = ((Ni (МВт); Nн — суммарная номинальная мощность турбогенераторов, работавших при испытаниях (МВт).

Относительная величина давления свежего пара — 100 (Р/Рн (%), где (Р — отклонение величины давления свежего пара перед турбиной (в общем паропроводе) от начального значения в опыте (МПа, кгс/см2);

Рн — номинальное значение этого давления (МПа, кгс/см2);

— оформление бланков-графиков по отобранным опытам (см. приложение). В каждом бланке должны быть указаны наименования АО-энерго, электростанции, номер блока (очереди ТЭС с общим паропроводом), номер и дата проведения опыта, а также заполнены таблицы граничных значений параметров (начального и конечного) в данном опыте. Для энергоблоков заполняется табл. 1 полностью (размерности Р, Н и Uчк указываются по шкале измерительного прибора); для очереди ТЭС с общим паропроводом в табл. 1 заполняются только столбцы: (N — суммарная мощность очереди и Ропп — давление в общем паропроводе, в табл. 2 указываются значения N и Н для турбоагрегатов, на которых наносились возмущения во время опытов.

Графики отклонений параметров строятся в координатных сетках, приведенных на бланках. При этом в обязательном порядке выделяются точки, полученные в опытах, независимо от того, попадают они или нет на результирующую кривую. Ломаные линии на графиках относительного отклонения мощности не соответствуют фактической форме кривых, полученных в опытах, а ограничивают область, в которой должны находиться кривые переходных процессов (при увеличении мощности — выше, а при уменьшении мощности — ниже пограничных линий) соответственно для энергоблоков с газомазутными (ГМ) котлами, пылеугольными (ПУ) котлами и ТЭС с общим паропроводом.

3. ПОРЯДОК ПРОВЕДЕНИЯ КОМПЛЕКСНЫХ ИСПЫТАНИЙ

3.1. Испытания проводятся по утвержденной программе, в которой должны быть поименно указаны: руководитель испытаний, работники цехов ТЭС, участвующие в испытаниях, и их обязанности. Испытания на каждой из выбранных нагрузок состоят из двух этапов: подготовительного и основного.

3.2. Подготовительный этап испытаний включает:

— настройку и проверку работы измерительной и регистрирующей аппаратуры;

— установку требуемой нагрузки и стабилизацию режима работы оборудования;

— определение величин возмущающих воздействий:

для энергоблоков по п. 2.6.1: определение величины сигнала по отклонению частоты, соответствующему изменению мощности энергоблока на ±10% номинальной;

для энергоблоков по п. 2.6.2: определение величины перемещения МУТ, соответствующей изменению мощности энергоблока на ±10% номинальной;

для ТЭС с общим паропроводом (п. 2.6.3); определение величин перемещения МУТ всех или части работающих турбин для получения возмущающего воздействия, равного ±10% их суммарной номинальной мощности;

— стабилизацию режима работы оборудования перед основным этапом испытаний.

3.3. Основной этап испытаний включает проведение опытов с увеличениями и уменьшениями нагрузки энергоблока (очереди ТЭС с общим паропро​водом) путем однократного перемещения МУТ турбины (одновременного перемещения МУТ выбранных турбин на ТЭС с общим паропроводом) на величину, определенную на подготовительном этапе (п. 3.2) с регистрацией параметров согласно п. 2.8.
3.4. Обработка результатов испытаний выполняется в соответствии с п. 2.9.
4. ОЦЕНКА РЕЗУЛЬТАТОВ КОНТРОЛЬНЫХ ИСПЫТАНИЙ

4.1. Готовность энергоблока или очереди ТЭС с общим паропроводом к участию в первичном регулировании частоты в соответствии с требованиями ПТЭ оценивается по результатам контрольных испытаний и включает в себя:

— оценку соответствия характеристик системы регулирования турбин требованиям ПТЭ;

— оценку результатов комплексных испытаний.

4.2. Турбина считается готовой к участию в первичном регулировании, если характеристики ее системы регулирования, указанные в п. 2.2 и определенные не позднее одного года до даты проведения контрольных испытаний, соответствуют требованиям пп. 4.4.2 и 4.4.3 ПТЭ и отсутствуют какие-либо технические причины, препятствующие ее работе в регулирующем режиме.

4.3. Оценка результатов комплексных испытаний производится по графикам переходных процессов активной мощности и давления пара перед турбиной (в общем паропроводе), построенным в соответствии с указаниями п. 2.9, с учетом следующих положений:

4.3.1. При начальном номинальном давлении пара ступенчатое перемещение регулирующих клапанов турбины энергоблока (турбин очереди ТЭС, подключенных к общему паропроводу) воздействием на МУТ с одновременным воздействием на систему регулирования нагрузки котла энергоблока (котлов ТЭС, подключенных к общему паропроводу) должно вызывать:

— в первые 10-15 с изменение активной мощности на 0,5-0,6 от величины возмущения за счет аккумулированного тепла и сопровождаться падением давления пара перед турбиной (в общем паропроводе);

— дальнейшее изменение мощности с задержкой на этом уровне (или небольшим спадом) и восстановление давления пара монотонно за счет изменения паропроизводительности котла. Длительность переходных процессов по активной мощности и давлению свежего пара одинакова, а ее величина зависит от типа энергоустановки и оптимальности настроек регуляторов нагрузки котла(ов).

4.3.2. В режиме скользящего давления при ступенчатом перемещении регулирующих клапанов турбины энергоблока и одновременном воздействии на систему регулирования нагрузки котла изменение активной мощности за счет аккумулированного тепла в первые 10-15 с уменьшается по сравнению с ее изменением при номинальном давлении пропорционально снижению давления пара перед турбиной (Рск/Рном).

Далее активная мощность с небольшой задержкой на этом уровне практически монотонно изменяется до конечного значения за счет изменения паропроизводительности котла. При этом давление свежего пара перед турбиной не восстанавливается до исходного значения, а стабилизируется в конце переходного процесса на новом уровне, соответствующем новому значению мощности блока.

4.4. Динамические характеристики энергоблока (очереди ТЭС с общим паропроводом) при номинальном давлении пара оцениваются как удовлетворительные, если в течение всего переходного процесса характер кривой изменения мощности соответствует приведенному выше описанию, кривая не пересекает граничных линий, показанных на бланках графиков для данного вида энергоустановок, давление свежего пара перед турбиной (в общем паропроводе) в течение переходного процесса не отклоняется за установленные пределы (уставки предупредительной сигнализации), а в конце — восстанавливается до исходного значения и на блоке (очереди ТЭС) отсутствуют какие-либо технические причины, препятствующие работе в регулирующем режиме.

4.5. Динамические характеристики энергоблока при работе в зоне скользящего давления оцениваются как удовлетворительные, если кривые изменения мощности и давления пара соответствуют описанным в п. 4.3.2.
4.6. При положительных оценках характеристик системы регулирования турбин и результатов комплексных испытаний и отсутствии каких-либо технических причин, препятствующих работе в регулирующем режиме, энергоблок (очередь ТЭС с общим паропроводом) считается готовым (ой) к участию в первичном регулировании частоты в ЕЭС в соответствии с требованиями ПТЭ.

4.7. Результаты контрольных испытаний должны быть представлены в виде краткой пояснительной записки, содержащей:

— данные по основному оборудованию (тип, номинальная нагрузка, параметры пара, топливо, диапазон регулирования нагрузки, режимы работы и др.);

— данные по системе регулирования частоты вращения турбины (п. 2.2), перечень работавших при испытаниях регуляторов нагрузки котла, турбины, блока (очереди ТЭС), их структурные схемы (входные сигналы, функциональные преобразователи, регулирующие органы), тип аппаратуры;

— данные по измерительным приборам, использованным при испытаниях (тип, шкала, класс точности, скорость диаграммной ленты, цикл печати);

— краткое описание проведенных испытаний: даты и условия проведения опытов, состав участвующего оборудования, экспериментально определенные величины и продолжительность возмущающих воздействий (п. 2.6), количество проведенных опытов и их краткая характеристика, особенности и недостатки в работе оборудования и систем регулирования, выявленные в процессе проведения испытаний, необходимость и причины вмешательства оператора и т.д., выводы;

— приложение 1. Программа комплексных испытаний, утвержденная главным инженером электростанции;

— приложение 2. Графики переходных процессов по прилагаемой форме.
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Приложение 2

к приказу РАО «ЕЭС России»

от_________ №___________

ВРЕМЕННЫЕ МЕТОДИЧЕСКИЕ РЕКОМЕНДАЦИИ ПО ПРОВЕРКЕ ГОТОВНОСТИ ГЭС К ПЕРВИЧНОМУ РЕГУЛИРОВАНИЮ ЧАСТОТЫ

ВВЕДЕНИЕ

В соответствии с пп. 6.3.3, 6.3.4, 6.3.9 ПТЭ ("Извещение № 1 об изменении "Правил технической эксплуатации электрических станций и сетей Российской Федерации: РД 34,20.501-95" - М.: СПО ОРГРЭС, 2000) каждая электростанция, в том числе и ГЭС, должна участвовать в первичном регулировании частоты в нормальных и тем более в аварийных условиях работы энергосистемы.

Требования к гидроагрегатам ГЭС в части обеспечения их участия в первичном регулировании частоты уточнены в пп. 3.3.6, 3.3.7 ПТЭ. При этом мертвая зона по частоте, задаваемая энергосистемой, должна быть не более 0,15 Гц.

Наличие на ГЭС системы группового регулирования активной мощности (ГРАМ), в том числе с воздействием на нее устройств системного автоматического регулирования частоты и перетоков мощности (АРЧМ), не освобождает гидроагрегаты от участия в первичном регулировании частоты и не смягчает требований, изложенных в указанных пунктах ПТЭ.

Поскольку ГЭС должна участвовать в первичном регулировании частоты и при групповом, и при индивидуальном регулировании гидроагрегатов, проверка готовности к первичному регулированию производится на каждом гидроагрегате при индивидуальном и на ГЭС в целом при групповом регулировании.

Первичное регулирование частоты гидроагрегатами ГЭС должно сохранять эффективность при разделении ГЭС на части, в том числе аварийном. В связи с этим при наличии ГРАМ должен быть предусмотрен быстро-

действующий автоматический перевод гидроагрегатов на индивидуальное регулирование (с восстановлением нормальной настройки РЧВ турбин) при разделении схемы ГЭС на части или при отделении одного или нескольких гидроагрегатов.

При неисправности в цепях измерения частоты должен осуществляться перевод гидроагрегатов на индивидуальное регулирование. Работа гидроагрегатов на групповом регулировании без частотного корректора является нарушением п. 6.3.5 ПТЭ независимо от того, вводится в ГРАМ воздействие от системы АРЧМ или нет.

Оперативный персонал ГЭС должен быть обучен методике контроля и управления гидроагрегатами, участвующими в первичном регулировании частоты.

Возможность такого участия и контроля должна быть обеспечена техническими средствами (п. 6.3.9 ПТЭ).

Для снижения амплитуды колебаний частоты, вызванных случайными временными нарушениями баланса мощности в ЕЭС России, либо для ограничения отклонений частоты, возникающих при аварийных изменениях генерируемой или потребляемой мощности, все гидроагрегаты должны участвовать в первичном регулировании частоты. Оно осуществляется независимо от воздействий от устройств системного регулирования за счет статической характеристики регулирования, представляющей собой зависимость мощности гидроагрегата или ГЭС от частоты. Величина статизма регулирования зависит как от установленной величины статизма регулятора частоты вращения гидротурбины (при индивидуальном регулировании) и системы ГРАМ (при групповом регулировании), так и от коэффициента передачи агрегата по мощности, определяемого нелинейной зависимостью мощности агрегата от открытия направляющего аппарата, которая, как известно, изменяется от величины напора.

При нормальных колебаниях частоты статические свойства системы регулирования могут проявляться не полностью из-за наличия мертвой зоны по частоте и недостаточного быстродействия. Поэтому для оценки степени участия ГЭС в первичном регулировании частоты помимо величины статизма необходимо знать величину мертвой зоны по частоте и быстродействие системы.

Мертвая зона определяется максимальной величиной зоны между двумя значениями частоты, в которой отсутствует перемещение направляющего аппарата.

Быстродействие системы регулирования можно характеризовать временем переходного процесса, т.е. отрезком времени, в течение которого регулируемая величина входит в заданную зону после ступенчатого изменения командного сигнала. Применительно к рассматриваемым системам регулирования частоты в дальнейшем будем характеризовать быстродействие временем отработки 70% статического отклонения мощности после ступенчатого (или достаточно быстрого) изменения частоты.

При индивидуальном регулировании гидроагрегата статизм, мертвая зона и быстродействие определяются параметрами регулятора частоты вращения (РЧВ) и характеристиками гидротурбины.

При работе гидроагрегатов в режиме группового регулирования реакция ГЭС на колебания частоты определяется статическими и динамическими характеристиками как центрального регулятора (ЦР) ГРАМ, так и РЧВ, а также характеристиками гидротурбины. В связи с этим характеристики ГРАМ должны определяться не при испытаниях собственно ЦР, а при испытаниях всей системы ГРАМ.

В настоящее время в эксплуатации на ГЭС находятся регуляторы гидротурбин различных типов. Гидромеханические регуляторы инофирм, установленные в основном на агрегатах небольшой мощности, имеют очень сложное конструктивное исполнение, усложняющее снятие статических ха
рактеристик. Зачастую это может выполнить только специалист по регуляторам. Поэтому приведенные в данном документе рекомендации касаются в основном регуляторов отечественного производства (УК, РК, РКО), которыми оснащены ГЭС, возведенные после войны.

Электрогидравлические регуляторы различных типов также имеют свои особенности. Подробные рекомендации по испытаниям регуляторов различных типов содержатся в "Методических указаниях по испытаниям систем регулирования гидротурбин: МУ 34 70-160-86". В данном документе приведены рекомендации общего характера, применимые для любого типа ЭГР.

Настоящие Методические рекомендации предназначены для, оказания технической помощи эксплуатационному персоналу ГЭС в самостоятельном проведении испытаний систем регулирования частоты в соответствии с приказом РАО "ЕЭС России" от 15.10.01 № 553.
По методике проведения испытаний можно консультироваться по тел. (095) 360-86-68, E-mail hidro@orgres-f.ru.
1. ИСПЫТАНИЯ ГИДРОМЕХАНИЧЕСКИХ РЕГУЛЯТОРОВ ЧАСТОТЫ ВРАЩЕНИЯ ГИДРОТУРБИНЫ

1.1. Определение статической характеристики
Статическая характеристика регулятора представляет собой зависимость открытия направляющего аппарата (Н.А.) от частоты вращения агрегата при неизменном положении механизма изменения числа оборотов (МИЧО). Аналогичная зависимость мощности агрегата от частоты вращения называется статической характеристикой регулирования. Статические характеристики рекомендуется определять косвенным методом.

Для этого вначале при работе агрегата на холостом ходу с возбужденным генератором определяется зависимость между перемещением гайки МИЧО (или точки на конце рычага, связанного с МИЧО) и частотой на выводах генератора. Частота изменяется в полном диапазоне действия МИЧО. Измерения производятся при установившемся значении частоты при не менее десяти различных положениях МИЧО. Частота измеряется частотомером, а перемещения — стрелочным индикатором. Результаты измерений наносят в поле координат f — s (где f — частота, s — перемещение) и соединяют прямой линией (рис. 1). Возможный разброс точек относительно прямой вызван наличием колебаний частоты при неизменном положении МИЧО. По накло​ну прямой определяют коэффициент передачи Kf == (s/(f.

[image: image9.wmf]-6

-5

-4

-3

-2

-1

0

1

2

3

4

5

6

7

8

9

10

 

 

21

 

100

D

Г/Гн%

 

Энергоблоки с

 

ГМ ко

т

лами 

 

Энергобл

о

ки с 

ПУ

 

котлами

 

ТЭС с о

б

щим 

паропров

о

дом

 

100

D

N

/

N

н %

 

 

1.

 

Баланк

-

график при увеличении мощности

 

АО

-

энерго, АО

-

электростанция:

 

Электростанция:

 

Блок, очередь:

 

Опыт при увеличении мощ

ности №______

 

Дата: ____________

 

Граничные значения параметров в опыте:

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Таблица 1

 

Для блоков и ТЭС с общим паропроводом
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Рис. 1

После этого при работе агрегата в энергосистеме (в условиях практически неизменной частоты) воздействием МИЧО изменяют нагрузку агрегата ступенями от нуля (или от минимально допустимой мощности) до максимума и обратно; при этом рукоятку МИЧО следует поворачивать строго в одном направлении, т.е. при наборе нагрузки только «прибавить», а при разгрузке – только на «убавить». После отработки задания производят измерения перемещения гайки МИЧО (в той же точке, что и в предыдущем опыте) индикатором перемещения сервомотора Н.А. по миллиметровой линейке и мощности генератора по ваттметру. Следует получить не менее десяти точек измерения для каждого направления измерения мощности. Перемещения гайки МИЧО по коэффициенту Кf пересчитывают на изменения частоты f. Полученные по измерениям точки наносят на поле координат f – Y и f – P (рис. 2), где Y – ход сервомотора Н.А., P – мощность генератора. Соединяя точки одного направления плавными линиями, получают статические характеристики регулятора и регулирования.
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Рис. 2

Величины статизма регулятора Ьр и статизма регулирования bs определяются наклоном линии в данной точке:

Ьр = 2 (f • yмакс/(y (%);                       (1)

 bs = 2 (f • Рном/(Р (%).                      (2)
Величину статизма регулирования рекомендуется определять при минимальной нагрузке в зоне максимума КПД и в зоне максимальной нагрузки.

1.2. Определение мертвой зоны по частоте
Величина мертвой зоны по частоте гидромеханических регуляторов зависит в основном от положительных перекрытий главного золотника. Наличие на многих регуляторах вертикального боя штифта маятника приводит к снижению мертвой зоны (нельзя при этом забывать, что бой сопровождается более интенсивным истиранием отсекающих кромок золотника).

При тщательном выполнении опыта по снятию статической характеристики мертвая зона определяется по петле гистерезиса прямого и обратного хода. Однако возможно и ее непосредственное измерение.

При работе агрегата в энергосистеме, медленно поворачивая рукоятку МИЧО в одну сторону до момента трогания сервомотора, отмечают положение МИЧО по индикатору, затем, медленно поворачивая рукоятку в другую сторону до момента трогания сервомотора в обратную сторону, также отмечают положение МИЧО. Величина перемещения гайки МИЧО между двумя отмеченными положениями, пересчитанная по коэффициенту Kf на изменение частоты, равна мертвой зоне.

Этот опыт следует повторить несколько раз и желательно при различных открытиях направляющего аппарата.

1.3. Определение быстродействия регулятора
Количественной оценкой быстродействия является время переходного процесса, для получения которого необходимо создать ступенчатое (или достаточно быстрое) изменение частоты или уставки частоты. При определенном навыке это можно сделать путем быстрого поворота рукоятки МИЧО.

Ступенчатое воздействие можно создать с помощью пластины определенной толщины. При работе агрегата в энергосистеме следует подвести ограничитель открытия до момента касания рычага ограничителя тяги побудительного золотника, а затем вставить в зазор заранее подготовленную пластину. Направляющий аппарат при этом прикроется. При выдергивании пластины регулятор окажется работающим на МИЧО с заданием, превышающим фактическое. В результате произойдет ступенчатое перемещение золотника. Аналогичный процесс можно получить при установке и последующем выдергивании пластины из-под штифта маятника.

Во время переходного процесса необходимо регистрировать перемещение сервомотора Н.А. и мощность. При отсутствии такой возможности необходимо измерить время реализации 70% конечных значений изменений открытия Н.А. и мощности.

2. ИСПЫТАНИЯ ЭЛЕКТРОГИДРАВЛИЧЕСКИХ РЕГУЛЯТОРОВ ЧАСТОТЫ ВРАЩЕНИЯ ГИДРОТУРБИНЫ
2.1. Определение статической характеристики
Статическая характеристика регулятора представляет собой зависимость открытия направляющего аппарата от частоты вращения агрегата при неизменном положении механизма изменения мощности (МИМ). Аналогичная зависимость мощности агрегата от частоты представляет статическую характеристику регулирования.

Непосредственное определение статической характеристики можно выполнить только на регуляторе ЭГР-2И-1. Для этого при работающем в сети агрегате на вход измерителя частоты вместо напряжения тахогенератора следует подключить напряжение от генератора технической частоты (ГТЧ). При изменении частоты ГТЧ в пределах, необходимых для изменения мощности от минимально допустимой до максимальной, на каждом установившемся значении частоты производят измерения частоты, открытия Н.А. по ходу штока сервомотора и мощности гидрогенератора. По результатам измерений производится построение зависимостей хода штока сервомотора Н.А. и мощности от частоты, по которым определяются величины статизма регулятора и статизма регулирования по формулам (1) и (2).
На остальных типах регуляторов определение статических характеристик рекомендуется выполнять косвенным методом.

Вначале производят испытания при работе агрегата на холостом ходу. С помощью МИЧ устанавливается номинальная частота вращения. Затем подводится ограничитель открытия и ЭГП переводится в положение "ручное". Переключатели статизма и изодрома холостого хода устанавливаются в нулевое положение. Ограничителем открытия ступенями изменяется частота вращения. На каждом установившемся значении частоты производится измерение частоты частотомером и величины тока по балансному прибору. Частота изменяется в диапазоне, обеспечивающем изменение тока балансного прибора до максимальных значений на "прибавить" и на "убавить". По результатам измерений строится зависимость тока от частоты, по которой определяется коэффициент передачи Kf = (I/(f.

Последующие измерения производятся при работе агрегата в сети. С помощью МИМ устанавливается величина нагрузки, для которой требуется определить величину статизма. После этого регулятор устанавливается на ограничитель открытия и ЭГП переводится в положение "ручное". Переключатель статизма устанавливается в заданное положение, а переключатель изодрома нагрузки — в нулевое положение. С помощью ограничителя открытия ступенями изменяется открытие Н.А. При установившемся состоянии производится измерение хода штока сервомотора Н.А., мощности и тока балансного прибора. По окончании испытаний изменение тока по коэффициенту Kf пересчитывается на изменение частоты и строятся зависимости открытия Н.А. и мощности от частоты, по которым по фор​мулам (1) и (2) определяются статизм регулятора и статизм регулирования.

2.2. Определение мертвой зоны по частоте
Мертвая зона по частоте определяется косвенным методом измерением тока по балансному прибору. Измерения производятся при работе агрегата в сети в условиях практически неизменной частоты. При наличии колебаний частоты следует отключить сигнал измерителя частоты.

Медленно изменяя задание МИМ на "прибавить", измеряют величину тока, при которой начинается перемещение Н.А. на открытие. Аналогичным образом при изменении задания МИМ на "убавить" измеряется величина тока, при которой начинается перемещение Н.А. на закрытие. Разность между двумя значениями тока балансного прибора, пересчитанная по коэффициенту Kf на частоту, составляет величину мертвой зоны по частоте.

Опыт выполняют несколько раз при различных открытиях Н.А.

2.3. Определение быстродействия регулятора

Электрогидравлические регуляторы, как правило, имеют раздельные механизмы изменения частоты (МИЧ) и изменения мощности (МИМ), причем МИЧ действует при отключенном генераторном выключателе, а МИМ — при включенном. Кроме этого, в регуляторах ЭГР-2М, ЭГР-1Т и ЭГР-2И-1 быстродействие по каналам задания частоты и задания мощности различно. В регуляторах ЭГР-1Т и ЭГР-2И-1 может вводиться производная по частоте.

Поэтому принципиально быстродействие регулятора при регулировании частоты должно определяться при ступенчатом (или достаточно быстром) изменении частоты. Однако практически такой опыт можно выполнить только на регуляторе ЭГР-2И-1 при питании измерителя частоты от генератора технической частоты. На регуляторах других типов быстродействие определяется при изменении задания по частоте.

Испытания производятся при работе гидроагрегата в сети под нагрузкой. Необходимую величину нагрузки устанавливают с помощью МИМ. Затем включают МИЧ шунтированием перемычкой контакта реле, отключающего МИЧ при включении агрегата в сеть, и отключают схему его слежения. При изменении положения МИЧ вручную изменяют мощность агрегата на 15-20%. Регистрируется переходный процесс изменения мощности и хода сервомотора Н.А. при снятии перемычки и затем при ее установке. По осциллограмме определяется время переходного процесса по открытию Н.А. и по мощности. При отсутствии средств регистрации секундомером измеряется время реализации 70% отклонения мощности и открытия Н.А.

3. ИСПЫТАНИЯ СИСТЕМЫ ГРАМ 

3.1. Определение статических характеристик
Определение величины статизма и мертвой зоны по частоте производится при работе ГРАМ в режиме регулирования мощности с заданными величинами статизма и мертвой зоны по частоте. Опыт должен производиться при различном количестве работающих на групповом регулировании агрегатов. Агрегаты, работающие на индивидуальном регулировании, должны работать на ограничителе открытия с постоянной мощностью.

Вход измерителя частоты ЦР отключается от трансформатора напряжения и подключается к выходу генератора технической частоты при частоте выходного напряжения 50 Гц. Задатчиком мощности нагрузка подключенных к ГРАМ агрегатов устанавливается 70-80% номинальной. Частота ГТЧ изменяется ступенями по 0,1-0,2 Гц в сторону уменьшения до полной загрузки агрегатов, а затем в сторону увеличения частоты при разгрузке агрегатов до минимальной мощности и затем снова уменьшается до 50 Гц.

На каждой ступени производятся измерения частоты на выходе ГТЧ и мощности гидрогенераторов, включенных в ГРАМ, или суммарной мощности ГЭС.

По результатам измерений производится построение зависимостей мощности ГЭС от частоты для прямого и обратного хода при разном числе работающих в ГРАМ агрегатов.

По наклону кривых в точке 50 Гц определяются величины статизма ГЭС (вгэс) и статизма агрегата (ва) (Ргэс ном

вгэс = 2 ( 
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Таблица 1
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Таблица 2

 

Для ТЭС с общим паропроводом
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где (f — изменение частоты, Гц;

(Ргэс ~ изменение мощности ГЭС, МВт;

Ргэс ном и Рг ном — значения номинальной мощности соответственно ГЭС и агрегата;

r — число работающих в ГРАМ агрегатов.

Как правило, величина статизма агрегата не зависит от числа работающих в ГРАМ агрегатов.

Мертвая зона по частоте определяется по разности прямого и обратного хода статических характеристик.

При известной тарировке корректора (задатчика) частоты статические характеристики могут быть определены значительно проще. Для этого следует снять зависимости мощности ГЭС от уставки частоты при прямом и обратном ходе. Величины статизма по мощности ГЭС и агрегата и мертвая зона по частоте определяются так же, как и в предыдущем случае.

3.2. Определение быстродействия системы ГРАМ
Быстродействие определяется временем переходного процесса регулирования мощности ГЭС при ступенчатом изменении частоты. Опыты по определению быстродействия должны производиться при работе ГРАМ в режиме регулирования мощности со статизмом по частоте при разном числе агрегатов, работающих в разной зоне нагрузок в пределах регулировочного диапазона. От ЦР должны быть отключены все входы устройств системного регулирования.

Сигнал отклонения частоты формируется изменением уставки по частоте. Вначале следует определить положение корректора частоты, вызывающее изменение мощности ГЭС на 10-15% от начального значения. Переходный процесс регистрируется при резком смещении корректора частоты из этого положения до начального положения (уставка 50 Гц) и обратно.

Следует осциллографировать не менее трех величин: входной сигнал (корректор частоты), открытие направляющего аппарата одного из работающих агрегатов и мощность ГЭС. По осциллограммам определяются время запаздывания мощности и время переходного процесса. Время запаздывания измеряется отрезком времени между подачей входного сигнала и моментом изменения мощности от начального значения в направлении изменения задания. Время переходного процесса определяется отрезком времени между подачей входного сигнала и моментом отработки 70% полного изменения мощности ГЭС.

4. ПРЕДСТАВЛЕНИЕ РЕЗУЛЬТАТОВ
Результаты испытаний должны быть представлены в ОДУ, ОАО "ЦДУ ЕЭС России" и в ОАО "Фирма ОРГРЭС" по факсу (095) 360-09-59 или по электронной почте hidro@orgres-f.ru. Они должны быть представлены в виде краткой пояснительной записки, содержащей: данные по основному оборудованию; тип регулятора гидротурбины; сведения о разработчике и поставщике системы ГРАМ; уставки статизма, параметры настройки изодрома регулятора гидротурбины, параметры настройки ГРАМ; графики статических характеристик, результаты измерений мертвой зоны по частоте, графики переходных процессов.

Приложение 3

к приказу РАО «ЕЭС России»

от_________ №___________

ОСНОВНЫЕ ПОЛОЖЕНИЯ ПО ПЕРВИЧНОМУ И ВТОРИЧНОМУ РЕГУЛИРОВАНИЮ ЧАСТОТЫ И АКТИВНОЙ МОЩНОСТИ В ЕЭС РОССИИ

Методические указания

ВВЕДЕНИЕ

Отдельные нормы Методических указаний носят временный характер и учитывают существующее положение в области первичного регулирования частоты в ЕЭС, являющееся следствием норм существующих ГОСТов и др. нормативных документов, а также возможностей эксплуатируемого оборудования.

По мере модернизации систем регулирования турбоагрегатов и котлов действующих электростанций и расширения группы нормированного первичного регулирования доля эксплуатируемых энергоблоков с планируемым размещением первичного резерва будет возрастать, что позволит пересмотреть нормы по качеству и быстродействию первичного регулирования частоты, сблизив их с нормами, действующими в энергосистемах Европы.

1. ОБЩИЕ ПОЛОЖЕНИЯ

1.1. Методические указания устанавливают требования, которым должны удовлетворять все участники параллельной работы в составе Единой энергосистемы, Объединенных энергосистем и энергосистем Российской Федерации, включая электростанции независимо от ведомственной (хозяйственной) принадлежности, а также работающие параллельно с ЕЭС Российской Федерации энергосистемы (объединенные энергосистемы) других стран в отношении регулирования режимов работы по частоте и перетокам активной мощности (далее регулирования частоты).

1.2. Методические указание (далее Указания) обязательны для электростанций и энергосистем Российской Федерации, где они обладают прямым действием.

Они обязательны также для проектных, научно-исследовательских и др. организаций Российской Федерации в части, относящейся к регулированию режима параллельно работающих с ЕЭС электростанций, энергосистем, энергообъединений независимо от форм собственности.

Для энергосистем (объединенных энергосистем) других стран, работающих параллельно с ЕЭС Российской Федерации, положения по регулированию частоты разрабатываются по взаимной договоренности на основе настоящих Указаний, если не признаётся Указание полностью.

1.3. В договорах о параллельной работе, заключаемых с электростанциями и энергосистемами ЕЭС, а также с энергосистемами других стран, должны предусматриваться статьи, обязывающие стороны следовать настоящим Указаниям (либо положениям по п. 1.2) и при необходимости предусматривающие оказание взаимных услуг при выполнении требований Указаний.

1.4. Основные положения настоящих Указаний основаны на требованиях действующих ПТЭ, ГОСТ и в основном обеспечивают совместимость системы регулирования частоты в ЕЭС и в энергообъединениях стран Западной Европы.

1.5. С выходом настоящих Указаний другие действующие директивные, нормативные и прочие документы сохраняют силу в части, не противоречащей Указаниям.

В действующие инструкции, методики и др. документы должны быть внесены изменения, следующие из настоящих Указаний.

1.6. Настоящие Указания определяют требования к регулированию частоты в нормальных условиях эксплуатации ЕЭС, а также в условиях аварийных отключений у субъектов параллельной работы, в целом не выходящих по своим последствиям для ЕЭС за рамки ее нормальных условий работы.

2. ОСНОВНЫЕ ТЕРМИНЫ И ОПРЕДЕЛЕНИЯ
2.1. Под субъектами параллельной работы с ЕЭС России (далее субъектами) понимаются:

2.1.1. Имеющие договора о параллельной работе с ЕЭС российские:

- энергосистемы - акционерные общества энергетики и электрификации АО-энерго со своими электростанциями и блокстанциями (далее энергосистемы ЕЭС);

- отдельные тепловые, гидравлические и атомные электростанции, не входящие в состав энергосистем (далее электростанции ЕЭС).

2.1.2. Энергосистемы (объединенные энергосистемы) других стран, работающие параллельно с ЕЭС России на основании межгосударственных договоров и соглашений.

2.2. Под объединенной энергосистемой (ОЭС) понимается совокупность энергосистем и отдельных не входящих в них тепловых, гидравлических и атомных электростанций ЕЭС, расположенных в определенном регионе России, являющихся частью ЕЭС и связанных общим электроэнергетическим режимом работы, управление которым осуществляется объединенным диспетчерским управлением (ОДУ) региона.

2.3. Под энергообъединением понимается ЕЭС России совместно с параллельно работающими с ней энергосистемами других стран.

2.4. Под сальдо внешних перетоков энергосистемы (сальдо перетоков) понимается сумма перетоков по всем линиям и (авто) трансформаторам связи данной энергосистемы с другими энергосистемами, в том числе других стран, по которым задан диспетчерский график сальдо перетоков данной энергосистемы.

Сальдо положительно при приеме мощности в энергосистему.

2.5. Под транзитными связями понимаются линии электропередач, (авто) трансформаторы и т.п., перетоки мощности по которым существенно зависят от внешних по отношению к энергосистеме, ОЭС субъектов параллельной работы.

2.6. Под нормальными условиями эксплуатации ЕЭС понимается ее режим работы при:

- отклонениях текущей частоты от номинального значения, не превышающих ± 0,05 Гц и кратковременно ± 0,2 Гц;

- текущей загрузке транзитных сетей, не выходящей за пределы установленных максимально допустимых перетоков;

- наличии необходимых первичных и вторичных резервов.

2.7. Под балансом мощности энергообъединения понимается равенство его генерируемой и потребляемой мощности при номинальной частоте.

Под балансом мощности энергосистемы (ОЭС) понимается равенство фактического и планового значения сальдо-перетока при номинальной частоте.

2.8. Под небалансом мощности энергообъединения понимается значение возникшего в процессе эксплуатации нарушения баланса мощности энергообъединения, связанного с отклонением частоты от номинального значения.

Причиной небаланса мощности может быть изменение генерируемой или (и) потребляемой мощности в энергообъединении, приводящее к относительному избытку (положительный небаланс) или недостатку (отрицательный небаланс) генерирующей мощности и соответственно к повышению или снижению частоты относительно номинального ее значения.

Значение небаланса мощности оценивается относительно баланса при номинальной частоте.

Под небалансом мощности энергосистемы, ОЭС понимается значение временно возникающего нарушения баланса мощности энергосистемы, ОЭС при номинальном уровне частоты, приводящего к изменению частоты и сальдо внешних перетоков энергосистемы, ОЭС.

Избыток генерирующей мощности в энергосистеме, ОЭС ведет к повышению частоты и снижению сальдо перетоков энергосистемы, ОЭС.

2.9. Под первичной регулирующей мощностью электростанции понимается значение изменения ее мощности под воздействием системы автоматического регулирования турбин, котлоагрегатов, реакторов, систем ГРАМ ГЭС и т.п., вызванного изменением частоты.

При повышении частоты первичная регулирующая мощность электростанции отрицательна (разгрузка турбоагрегатов), при снижении частоты - положительна (загрузка).

Под первичной регулирующей мощностью потребителей понимается значение изменения потребляемой ими мощности при изменении частоты.

При повышении частоты первичная регулирующая мощность обобщенных потребителей положительна (рост потребления), при снижении - отрицательна (саморазгрузка).

Под первичной регулирующей мощностью энергосистемы, ОЭС, энергообъединения понимается значение изменения соответствующего баланса мощности, вызванного возникновением первичной регулирующей мощности электростанций и потребителей при изменении частоты.

При повышении частоты первичная регулирующая мощность энергосистемы  отрицательна. Складываясь из разгрузки электростанций и загрузки потребителей, она выражается в образовании дефицита генерируемой мощности, по величине равного арифметической сумме первичных регулирующих мощностей электростанций и потребителей.

При понижении частоты первичная регулирующая мощность энергосистемы положительна и выражается подобным же образом в образовании избытка генерируемой мощности.

Появление и нарастание первичной регулирующей мощности останавливает процесс нарастания отклонения частоты, вызванный небалансом мощности.

Первичная регулирующая мощность зависит от значения отклонения частоты, исходной мощности электростанций и потребителей, настройки регуляторов на электростанциях, свойств потребителей, наличия, достаточности и равномерности распределения резервов первичной регулирующей мощности на электростанциях.

Отклонение частоты и баланс мощности оцениваются относительно предшествовавшего установившегося, обычно номинального значения.

2.10. Крутизна статической частотной характеристики (крутизна СЧХ) энергосистемы, ОЭС, энергообъединения означает меру мобилизации первичной регулирующей мощности в энергосистеме, ОЭС, энергообъединении при отклонении частоты. Крутизна СЧХ, выражаемая в МВт/Гц, позволяет определить величину и знак первичной регулирующей мощности, возникающей в энергосистеме, ОЭС, энергообъединении при определенном отклонении частоты.

Чем больше крутизна СЧХ, тем большую роль энергосистема, ОЭС играет в первичном регулировании энергообъединения. Чем больше крутизна СЧХ последнего, тем меньше отклонение частоты.

Крутизна СЧХ энергосистемы зависит от ее генерируемой и потребляемой мощности и изменяется с ее изменением, от настройки систем регулирования на электростанциях, наличия резервов.

Под зоной нечувствительности регулятора частоты понимается интервал между двумя частотами, в пределах которого регулятор не реагирует на изменения частоты. Уставка регулятора по частоте (при ее наличии) находится в пределах этого интервала.

Из-за наличия зоны нечувствительности и ограниченного резерва первичной регулирующей мощности на турбоагрегатах крутизна СЧХ энергосистемы зависит от значения и знака отклонения частоты. При максимальных и минимальных отклонениях частоты крутизна СЧХ определяется преимущественно нагрузкой, достигая наибольших значений при отклонениях порядка 0,1-0,4 Гц, когда первичное регулирование турбоагрегатов наиболее эффективно, а резервы еще не исчерпаны.

2.11. Под первичным регулированием частоты (первичное регулирование) понимается процесс мобилизации первичной регулирующей мощности электростанций и энергосистем при возникновении небаланса мощности, заканчивающийся установлением неуравновешенного баланса мощности при новой частоте.

При этом мобилизованная в энергообъединении первичная регулирующая мощность компенсирует первоначально возникший небаланс.

Величина установившегося отклонения частоты зависит от величины и знака небаланса мощности и эффективности первичного регулирования, то есть от его настройки и наличия резервов первичного регулирования при правильном его распределении.

Первичное регулирование, обладая большим быстродействием, обеспечивает стабильность частоты ограничивая значения её отклонений в нормальных условиях и способствует удержанию частоты в безопасных пределах при резких, в том числе аварийных изменениях баланса мощности как в энергообъединении в целом, так и в отделившихся его частях.

Под общим первичным регулированием частоты (ОПР) понимается первичное регулирование, осуществляемое всеми электростанциями в меру имеющихся возможностей с характеристиками регуляторов скорости турбин, заданных ПТЭ при поддержке их системами регулирования производительности котлов, реакторов в соответствии с действующими нормативами.

Участие в ОПР является условием параллельной работы с другими электростанциями.

Под нормированным первичным регулированием частоты (НПР) понимается организованная часть первичного регулирования, осуществляемая выделенными электростанциями нормированного первичного регулирования, на которых размещены первичные резервы и обеспечено их эффективное использование.

2.12. Под резервом первичного регулирования (первичный резерв) понимается максимальное значение первичной регулирующей мощности, которое может выдать турбоагрегат, электростанция, энергосистема при понижении (резерв на загрузку) либо повышении (резерв на разгрузку) частоты.

Резерв первичного регулирования расходуется при отклонении частоты и вновь восстанавливается при ее восстановлении.

Резерв первичного регулирования зависит от исходной мощности турбоагрегата и от регулировочных возможностей его автоматики и энергетического оборудования и находится в пределах диапазона автоматического регулирования  энергоблока, турбоагрегата, парогенератора.

2.13. Под вторичным регулированием режима (вторичное регулирование) понимается процесс восстановления планового баланса мощности путем использования вторичной регулирующей мощности (вторичного резерва) для компенсации возникшего небаланса мощности, ликвидации перегрузки транзитных связей, восстановления частоты и потраченных при действии первичного регулирования резервов первичной регулирующей мощности.

Вторичное регулирование может осуществляться автоматически либо оперативно, вручную, и обеспечивает поддержание плановых балансов мощности и номинального значения частоты, предотвращение перегрузки транзитных связей.

2.14. Под вторичной регулирующей мощностью понимается значение изменения мощности электростанций вторичного регулирования по команде диспетчера (оперативное регулирование) или систем автоматического регулирования режима по частоте и перетокам мощности (систем АРЧМ - автоматическое регулирование) в целях восстановления планового баланса мощности.

Увеличение мощности электростанций соответствует выдаче положительной, уменьшение - отрицательной вторичной регулирующей мощности (соответственно на загрузку и разгрузку электростанций).

2.15. Под резервом вторичного регулирования (вторичный резерв) понимается значение максимально возможного изменения мощности электростанции вторичного регулирования по команде диспетчера либо АРЧМ на загрузку или разгрузку (соответственно резерв на загрузку и разгрузку).
Под диапазоном вторичного регулирования понимается арифметическая сумма текущих резервов вторичного регулирования электростанции на загрузку и разгрузку.

В процессе вторичного регулирования один из резервов может быть исчерпан, что ограничит возможности вторичного регулирования. Для эффективного вторичного регулирования текущий режим работы электростанций вторичного регулирования должен периодически возвращаться в середину диапазона вторичного регулирования. Это выполняется средствами третичного регулирования.

2.16. Под третичным регулированием понимается оперативное регулирование мощности специально выделенных электростанций третичного регулирования в целях восстановления вторичного резерва по мере его исчерпания, а также для осуществления оперативной коррекции режима в иных целях.

На электростанциях третичного регулирования периодически передаются все отклонения от планового режима, первоначально воспринятые электростанциями первичного, а затем вторичного регулирования.

Для третичного регулирования используются пуск - останов гидроагрегатов, эпизодическое изменение мощности энергоблоков ТЭС и АЭС, перевод агрегатов ГАЭС в двигательный или генераторный режим и т.п.

В третичном регулировании могут участвовать отдельные турбоагрегаты электростанций вторичного регулирования (пуск - останов гидроагрегатов для восстановления истраченного диапазона вторичного регулирования), а также потребители - регуляторы.

2.17. Под третичной регулирующей мощностью понимается значение изменения мощности электростанций третичного регулирования, потребителей - регуляторов по команде диспетчера в процессе третичного регулирования.

Третичная регулирующая мощность положительна при увеличении генерируемой или снижении потребляемой мощности.

2.18. Под третичным резервом понимается значение максимально возможного оперативного изменения мощности электростанций третичного регулирования в направлении загрузки (резерв на загрузку) и разгрузки (резерв на разгрузку).

Особо выделяется "минутный резерв" как часть третичного резерва, которая может быть реализована в течение нескольких минут. К минутному резерву относится третичная регулирующая мощность, получаемая пуском - остановом гидроагрегатов (ГЭС, ГАЭС), переводом ГАЭС из генераторного в насосный режим и наоборот, загрузкой (разгрузкой) работающих газомазутных энергоблоков и энергоблоков АЭС в допустимых пределах (в пределах регулировочного диапазона). Использование "минутного резерва" помогает при предотвращении или локализации аварийных режимов работы.

В третичный резерв на загрузку (разгрузку) включаются также потребители-регуляторы, готовые соответственно снизить (повысить) потребляемую мощность по команде диспетчера.

3. КОНЦЕПЦИЯ РЕГУЛИРОВАНИЯ ЧАСТОТЫ.
3.1. Основой регулирования режима по частоте и перетокам активной мощности (регулирования частоты) является выполнение всеми субъектами своих обязательств по параллельной работе, в том числе:

- общих требований по обеспечению надежности параллельной работы и качества электрической энергии;

- заданий по обмену мощностью между субъектами, выданных ЦДУ ЕЭС, ОДУ на основе договорных обязательств.

3.2. К числу общих требований по обеспечению надежности параллельной работы и качества электроэнергии относятся:

-участие субъектов в общем первичном регулировании частоты для ее стабилизации в нормальных условиях и предотвращения чрезмерных ее отклонений в целях обеспечения надежности ЕЭС при аварийных отключениях генерирующей или потребляемой мощности, линий электропередачи либо разделении на части ЕЭС, ОЭС, срабатывании противоаварийной автоматики;

- ограничение опасных повышений перетоков мощности по транзитным линиям электропередачи, автотрансформаторам связи, могущих привести к нарушению устойчивости параллельной работы либо повреждению оборудования;

- поддержание и своевременное предоставление согласованного первичного резерва на выделенных электростанциях для обеспечения нормированного первичного регулирования.

3.3. Выполнение заданий по обмену мощностью между субъектами предполагает:

- при номинальной частоте выполнение заданных СО-ЦДУ ЕЭС, ОДУ сальдо перетоков мощности по внешним связям, заданной мощности электростанций с необходимой точностью;

- при временном отклонении частоты от номинального уровня - изменение сальдо перетоков на величину заданной СО-ЦДУ ЕЭС, ОДУ частотой коррекции, изменение мощности электростанций в соответствии с заданным статизмом и зоной нечувствительности регуляторов частоты вращения турбин, в целях оказания взаимопомощи в порядке общего и нормированного первичного регулирования до нормализации частоты;

- в любых случаях самостоятельное выявление и устранение за заданный период времени небаланса мощности в целях восстановления планового значения сальдо перетоков мощности при номинальном уровне частоты;

- поддержание согласованного вторичного резерва для постоянной готовности к эффективному вторичному регулированию в энергосистеме.

3.4. При разработке СО-ЦДУ ЕЭС, ОДУ суточных графиков мощности электростанций ЕЭС, сальдо перетоков энергосистем, ОЭС, согласовании графиков обмена мощностью с энергосистемами, ОЭС других стран обеспечивается плановый баланс генерации и потребления при номинальной частоте.

3.5. При практической реализации параллельной работы неизбежно возникновение отклонений от планируемых режимов, вызванных такими причинами, как:

- несовпадение прогнозируемого и реального энергопотребления в отдельных энергосистемах, ОЭС и в целом по энергообъединению;

- временные несоответствия заданной по часовым интервалам мощности электростанций, сальдо перетоков энергосистем, ОЭС непрерывно изменяющейся нагрузке потребителей, особенно в часы подъема и спада нагрузки;

- нерегулярные колебания энергопотребления;

- отклонение мощности электростанций от заданной из-за нестабильных характеристик топлива, неисправности основного или вспомогательного оборудования и т.п.;

- аварийное отключение генерирующей или потребляемой мощности, срабатывание противоаварийной автоматики;

-задержка в переходе на новую заданную нагрузку на электростанциях, на новое сальдо перетоков в энергосистемах.

Кратковременные самоустраняющиеся отклонения от планируемого режима не требуют вмешательства персонала. Более длительные и устойчивые отклонения должны устраняться средствами регулирования. Во всех случаях возникающие отклонения частоты должны ограничиваться допустимыми пределами.

3.6. С целью регулирования частоты осуществляется первичное, вторичное и третичное регулирование.

3.7. К первичному регулированию привлекаются все электростанции ЕЭС, энергосистемы и ОЭС. Нормой участия в первичном регулировании являются:

- для всех электростанций – участие в общем первичном регулировании с настройкой систем регулирования турбоагрегатов и котлов, реакторов в соответствии с требованиями ПТЭ (зона нечувствительности, статизм) и методических материалов ОРГРЭС (Приложения 1,2) в пределах имеющегося диапазона автоматического регулирования;

- для выделенных электростанций НПР – участие в нормированном первичном регулировании с заданными СО-ЦДУ, ОДУ характеристиками в пределах заданного первичного резерва;

- для энергосистем и ОЭС - заданные частотная коррекция сальдо перетоков, резервы первичного регулирования на загрузку и разгрузку электростанций.

- требуемое быстродействие и обеспечение выдачи электростанциями необходимой первичной мощности вплоть до нормализации частоты.

3.8. Вторичное регулирование организуется на электростанциях, в энергосистемах, в ОЭС и в ЕЭС России.

Нормой при вторичном регулировании является:

- для электростанций - поддержание заданной суммарной мощности генераторов электростанции с нормируемой точностью при номинальной частоте и с учетом заданного участия в первичном регулировании - при временных отклонениях частоты;

- для энергосистем, ОЭС и ЕЭС - поддержание заданного сальдо перетоков с нормируемой точностью при номинальной частоте и с учетом заданного участия в первичном регулировании - при временных отклонениях частоты; восстановление нарушенного баланса мощности за заданное время; поддержание требуемых резервов вторичной регулирующей мощности на загрузку и разгрузку электростанций вторичного регулирования и требуемых резервов пропускной способности транзитных связей, обеспечение их экстренной разгрузки в порядке ограничения перетоков мощности.

3.9. Третичное регулирование организуется в энергосистемах, ОЭС, в ЕЭС России.

Резервы третичного регулирования размещаются на выделенных для этой цели электростанциях и используются для поддержания и восстановления резервов первичного и вторичного регулирования и для оказания помощи в порядке оперативной коррекции заданного режима работы энергосистемы и ОЭС при неспособности отдельных энергосистем самостоятельно обеспечить вторичное регулирование.

3.10. Осуществление субъектами параллельной работы первичного, вторичного и третичного регулирования в общем случае обеспечивает постоянное поддержание нормальных условий эксплуатации ЕЭС.

При временной неспособности отдельных субъектов обеспечить свои функции в регулировании по их запросу диспетчер ОДУ, СО-ЦДУ ЕЭС осуществляет третичное регулирование путем корректировки заданий субъектам (соответственно в рамках ОЭС, ЕЭС России) с целью нормализации режима работы ОЭС, ЕЭС в сложившихся условиях.

3.11. При возникновении затруднений в самостоятельном осуществлении отдельными субъектами своих функций регулирования договорами о параллельной работе с ЕЭС может быть предусмотрено оказание услуг в этой области в виде:

- образования расширенных зон вторичного регулирования, включающих в себя несколько субъектов параллельной работы, совместно осуществляющих вторичное регулирование;

- снижения требований к точности выполнения задания субъекту с принятием на систему вторичного регулирования ОЭС, ЕЭС России функций вторичного регулирования субъекта;

- приобретения субъектом резервов первичного, вторичного и (или) третичного регулирования у других субъектов и их использования при регулировании. 

Условия оказания подобных услуг оговариваются в договорах.

3.12. Необходимые резервы первичного, вторичного и третичного регулирования предусматриваются в графиках нагрузки соответствующих электростанций и сетей. Их поддержание является обязанностью субъектов параллельной работы.

3.13. Ограничение перетоков мощности в транзитной сети энергосистем, ОЭС, ЕЭС производится субъектами параллельной работы под координацией диспетчеров ОЭС, ЕЭС России. При этом экстренные меры по снижению перетоков до безопасных значений субъекты принимают своими силами, при одновременном привлечении диспетчера ОДУ, СО-ЦДУ ЕЭС для организации скоординированной разгрузки прежде всего за счет виновника отклонения от плана, повлекшего за собой перегрузку транзитной сети, при необходимости с коррекцией режима работы. 

По мере нормализации перетока субъекты восстанавливают свой нормальный режим работы.

4. ТРЕБОВАНИЯ К РЕГУЛИРОВАНИЮ РЕЖИМА РАБОТЫ ПО ЧАСТОТЕ И ПЕРЕТОКАМ МОЩНОСТИ. (РЕГУЛИРОВАНИЮ ЧАСТОТЫ)

4.1. Частота электрического тока в нормальном режиме работы должна быть номинальной 50 Гц с отклонениями не более ± 0,05 Гц (нормально допустимые) и кратковременно не более ( 0,2 Гц (максимально допустимые). При этом восстановление отклонений частоты до нормально допустимых должно обеспечиваться за время не более 15 минут.

4.2. Перетоки мощности в основной сети ЕЭС не должны выходить за установленные пределы максимально допустимых перетоков.

Первичное регулирование
4.3. Для обеспечения стабильности частоты и надежности режима работы ЕЭС в энергосистемах и на электростанциях постоянно должно быть обеспечено первичное регулирование частоты, общее и нормированное.

4.3.1. Нормированное первичное регулирование для обеспечения стабильности частоты должно осуществляться выделенными для этой цели в энергосистемах и ОЭС электростанциями.

На этих электростанциях должен создаваться и постоянно поддерживаться необходимый резерв первичной регулирующей мощности на загрузку и разгрузки турбоагрегатов.

Настройка регуляторов турбин и котлов немодернизированных электростанций должна обеспечивать выдачу заданного резерва первичной регулирующей мощности при отклонении частоты от номинального значения на ±0,2 Гц в нормальных и ±0,4 Гц в аварийных условиях. Доля выдаваемого резерва должна соответствовать величине текущего отклонения частоты. Быстродействие систем регулирования должно удовлетворять требованиям Приложений 1,2.

Характеристики первичного регулирования модернизированных электростанций должны соответствовать Системным техническим требованиям (Приложение 5)

4.3.2. Общее первичное регулирование для обеспечения надежности должно осуществляться, как правило, всеми электростанциями, в том числе работающими в составе энергосистем.

На этих электростанциях первичный резерв не планируется
. Они должны обеспечивать выдачу первичной мощности в направлении имеющегося в данных условиях диапазонах автоматического регулирования турбины и котла, устойчиво удерживать требуемую мощность до нормализации частоты и не допускать нарушения технологической устойчивости оборудования при чрезмерных отклонениях частоты.

Настройка регуляторов, быстродействие и используемые режимы эксплуатации должны соответствовать требованиям ПТЭ и др. директивных документов, Приложениям 1,2.

4.3.3. Первичное регулирование должно обеспечивать устойчивую выдачу требуемой первичной регулирующей мощности с момента возникновения отклонения частоты и до возврата частоты к нормальному уровню (к входу отклонения частоты в заданную зону нечувствительности регуляторов).

Быстродействие первичного регулирования на немодернизированных электростанциях должно обеспечивать выдачу не менее чем 50% требуемой первичной регулирующей мощности за первые 20 секунд после возникновения отклонения частоты для тепловых и атомных и 75% за 15 секунд для гидравлических электростанций и полностью - за 1-5 минут.

Быстродействие модернизированных электростанций должно соответствовать Приложению 5.

4.3.4. Противодействие персонала или автоматики (за исключением устройств защиты оборудования и противоаварийной автоматики) первичному регулированию не допускается, кроме случаев угрозы повреждения или аварийного останова оборудования.

В последнем случае о происшедшем должен быть немедленно уведомлен диспетчер ОДУ, СО-ЦДУ ЕЭС.

4.4. Для обеспечения эффективного первичного регулирования в ЕЭС, ОЭС и в энергосистемах должен создаваться и постоянно поддерживаться резерв первичной регулирующей мощности на загрузку и разгрузку выделенных электростанций нормированного первичного регулирования.

Этот резерв складывается из двух составляющих:

4.4.1. Нормальный резерв первичной регулирующей мощности для стабилизации частоты в нормальных условиях.

Этот резерв должен создаваться в объеме, необходимом для удержания отклонений частоты, вызванных нерегулярными колебаниями баланса мощности ЕЭС и колебаниями баланса энергосистем в процессе вторичного регулирования режима в пределах ±0,2 Гц от номинального уровня частоты.

При отсутствии иных обоснованных данных этот резерв по ЕЭС должен составлять ±700 МВт, концентрироваться на выделенных электростанциях в объеме, допустимом требованиями по маневренности для непрерывного регулирования (до ±7 % номинальной мощности энергоблока ТЭС) и полностью мобилизовываться при отклонении частоты до ±0,2 
Гц от номинального уровня.

Выделение электростанции в группу нормального нормированного первичного регулирования частоты должны производить все энергосистемы и ОЭС по договоренности с СО-ЦДУ ЕЭС.

4.4.2. Аварийный резерв первичной регулирующей мощности для надежности ЕЭС и энергосистем.

Этот резерв должен создаваться в объеме, необходимом для удержания отклонения частоты в ЕЭС, вызванного возникновением наибольшего расчетного небаланса мощности вследствие аварийных отключений энергетического оборудования, линий электропередач, узлов энергопотребления, срабатывания противоаварийной автоматики с действием на противоаварийную разгрузку энергосистем и т.п. в пределах ±0,4 Гц от номинального уровня.

Аварийный резерв первичной мощности для надежности между электростанциями и энергосистемами распределяют ОДУ по заданию СО-ЦДУ ЕЭС.

Аварийный резерв первичной мощности между электростанциями внутри энергосистемы распределяется последней самостоятельно, при условии выполнения задания ОДУ, СО-ЦДУ ЕЭС. При этом энергосистема сама должна создать дополнительный резерв и обеспечить контроль за равномерностью распределения резерва и его достаточностью в отдельных узлах по условиям надежности энергосистемы.

Аварийный первичный резерв по надежности может включать в себя на отдельных электростанциях нормальный первичный резерв по стабильности.

4.4.3. Резерв первичной регулирующей мощности предусматривается в суточных графиках нагрузки электростанций, выделяемых для нормированного первичного регулирования и должен постоянно контролироваться диспетчером энергосистемы, ОДУ и обеспечиваться персоналом электростанций.

Вторичное регулирование
4.5. Для поддержания плановых обменов мощностью на электростанциях ЕЭС, в энергосистемах и в ОЭС должно осуществляться местное вторичное регулирование, а в ЕЭС – общее вторичное регулирование.

4.6. Мощность генераторов электростанций должна поддерживаться на заданном уровне при номинальной частоте (при отклонениях частоты в пределах зоны нечувствительности первичного регулирования).

При отклонениях частоты за пределы зоны нечувствительности регулирования элект6ростанция должна выдавать положенную по заданной настройке первичного регулирования первичную регулирующую мощность.
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где:  S% - статизм регулятора скорости турбины %; 

Рном – номинальная мощность, МВт; 

(fр - фиксируемое регулятором отклонение частоты, Гц (менее фактического на величину зоны нечувствительности)

При невозможности поддержания заданной мощности персонал электростанции должен в течение 15 минут обратиться к диспетчеру соответствующей энергосистемы либо ОДУ с просьбой о коррекции заданного режима работы.

Диспетчер, получивший такой запрос, должен решить вопрос коррекции самостоятельно либо через вышестоящего диспетчера  (третичное регулирование).

4.7. Сальдо внешних перетоков мощности энергосистемы, ОЭС должно поддерживаться на заданном уровне при номинальной частоте.

4.7.1. Внутренние нарушения баланса энергосистемы, ОЭС должны устраняться силами энергосистемы, ОЭС за время не более 15 минут.

4.7.2. При отклонениях частоты энергосистема обязана выдавать в ЕЭС первичную регулирующую мощность в соответствии с заданной коррекцией сальдо по частоте.

Коррекция по частоте задается СО-ЦДУ ЕЭС энергосистемам, ОЭС исходя из принципа пропорционального участия всех энергосистем в первичном регулировании частоты в требуемых по п.п. 4.5, 4.6 пределах и отражает нормируемую крутизну СЧХ энергосистем, ОЭС.

Для определения коррекции для каждой из энергосистем используется выражение:

Кч = 0,08 Рг + 0,04 Рн    МВт/Гц

где: Рг - суммарная максимальная мощность генераторов электростанций энергосистемы, МВт;

Рн - максимальное потребление (нагрузка) энергосистемы, МВт;

Численные коэффициенты (Гц-1) выражают норматив меры участия электростанций и потребителей энергосистемы в первичном регулировании частоты.

4.7.3. Целью регулирования сальдо перетоков с коррекцией по частоте является поддержание текущего сальдо перетоков Рс в соответствии с заданным сальдо с коррекцией по частоте Рс.зад.к:
Рс ( Рс.зад.к. = Рс.зад.о + Кч ( (f 

где: Р с.зад.о - заданное для номинальной частоты сальдо внешних перетоков, МВт;

(f - отклонение текущей частоты от номинального значения, Гц;

Кч - заданная коррекция по частоте, МВт/Гц (принята положительной). 

Сальдо положительно при импорте (приеме мощности в  энергосистему), отклонение частоты - при ее повышении.

4.7.4. При невозможности выполнения этих требований диспетчер энергосистемы, ОДУ должен своевременно (в течение 15 минут) обратиться к вышестоящему диспетчеру ОДУ, СО-ЦДУ ЕЭС с просьбой о коррекции заданного режима работы.

Диспетчер, получивший такой запрос, должен решить вопрос коррекции самостоятельно либо с помощью диспетчера СО-ЦДУ.

4.8. В ЕЭС должно быть организовано общее вторичное регулирование.

В зависимости от действующих межгосударственных соглашений общее вторичное регулирование в ЕЭС выполняет одну из двух функций:

- автоматическое регулирование частоты в энергообъединении (АРЧ), либо

- автоматическое регулирование межгосударственного перетока с согласованной коррекцией по частоте (АРПЧ).

В настоящее время осуществляется режим АРЧ.

Целью регулирования является поддержание среднего значения частоты в получасовых интервалах на номинальном уровне с отклонением не более ( 0,01 Гц

4.9. Для выполнения требований пп.4.7, 4.8 в энергосистемах, ОЭС должно быть организовано вторичное регулирование сальдо внешних перетоков мощности с коррекцией по частоте, в ЕЭС – общее вторичное регулирование частоты (либо межгосударственных перетоков мощности с коррекцией по частоте)

4.9.1. Вторичное регулирование может быть оперативным (ручным) или автоматическим, с использованием систем автоматического регулирования частоты и перетоков мощности АРЧМ.

Для выполнения оперативного вторичного регулирования, независимо от наличия систем АРЧМ, диспетчерские пункты энергосистемы, ОДУ должны быть оснащены средствами формирования информации о текущем заданном сальдо перетоков мощности с коррекцией по частоте и устройствами контроля текущей величины сальдо перетоков и частоты в составе АСДУ.

4.9.2. Для вторичного регулирования должны быть выделены электростанции, изменением мощности которых (оперативным либо автоматическим по командам АРЧМ) осуществляется это регулирование.

Необходимый резерв вторичной регулирующей мощности в обоих направлениях на этих электростанциях должен предусматриваться при планировании режима их работы.

4.9.3. Вторичное регулирование должно обладать необходимым для выполнения требований пп.4.7, 4.8 быстродействием.

Регулирование должно начинаться не позднее чем через 30 сек (при использовании АРЧМ) и заканчиваться не позднее чем через 15 минут после возникновения небаланса мощности. Должно быть обеспечено астатическое регулирование с коррекцией по частоте.

4.9.4. При автоматическом отключении линий электропередачи или (и) срабатывании противоаварийной автоматики, воздействующей на изменение мощности электростанции либо сальдо перетоков энергосистемы, ОЭС:

- вторичное регулирование заданной мощности электростанции, сальдо перетоков энергосистемы, ОЭС должно быть приостановлено до уточнения происшедших изменений схемы и режима работы (кроме мероприятий по разгрузке перегрузившихся линий электропередачи и энергетического оборудования);

- после уточнения обстановки до нормализации режима работы вторичное регулирование должно осуществляться с учетом полученных команд противоаварийного управления и допустимых режимов работы в сложившихся условиях.

4.9.5. Противодействие персонала и автоматики правильному действию вторичного регулирования не допускается, кроме случаев, оговоренных в п.4.3.4, 4.9.4, а также при угрозе перегрузки линий электропередач, контролируемых диспетчером энергосистемы, ОДУ.

4.10. В энергосистемах, ОЭС, ЕЭС должны быть определены линии электропередач и сечения основной транзитной сети, перегрузка которых потоками активной мощности, в том числе в условиях текущего регулирования режима, может повести к нарушению устойчивости параллельной работы в ЕЭС.

На этих линиях электропередачи, в сечениях должна быть организована быстродействующая (с задержкой не более 1 с) система телеконтроля перетоков. Для них должны быть определены максимально допустимые перетоки активной мощности в нормальных и ремонтных схемах.

В процессе регулирования текущего режима диспетчер энергосистемы, ОДУ, СО-ЦДУ ЕЭС должен постоянно контролировать загрузку этих линий и осуществлять экстренное дополнительное вторичное регулирование с целью предотвращения (ликвидации) их перегрузки. Для этого должны использоваться электростанции вторичного и третичного регулирования.

Перегрузка должна быть зафиксирована и ликвидирована в течение 5 минут.

С этой целью в составе систем АРЧМ следует предусматривать быстродействующие автоматические ограничители перетоков (АОП) по подобным линиям и сечениям. Их эффективность тем выше, чем выше быстродействие.

При быстродействующей системе телеизмерения перетоков и телеуправления электростанциями (по 1 сек на то и другое, 1 сек на управляющий комплекс АРЧМ и 4-5 сек на задержку в отработке задания на электростанции) постоянную времени интегрального регулятора АОП следует принимать 30-40 сек. При этом разовая перегрузка за первые 40-50 сек снижается на 70% и устраняется за 1,5-2 минуты.

4.11. Для обеспечения эффективного вторичного регулирования в ЕЭС, ОЭС и в энергосистемах должен создаваться и постоянно поддерживаться резерв вторичной регулирующей мощности на загрузку и разгрузку выделенных электростанций вторичного регулирования. Величина резерва задается СО-ЦДУ ЕЭС (ОДУ).

4.11.1. Величина поддерживаемого резерва вторичной регулирующей мощности должна быть достаточна для компенсации отклонения от диспетчерского графика и компенсации аварийного отключения наиболее крупного генератора (энергоблока) или узла энергопотребления.

В часы переменной части графика нагрузок необходимый резерв на загрузку и разгрузку определяется максимальным энергопотреблением Рн, МВт энергосистемы, ОЭС по выражению:
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В остальное время суток резерв допускается иметь вдвое меньше, но не менее мощности крупного генератора, энергоблока (на загрузку) и узла энергопотребления (на разгрузку).

4.11.2. Заданный вторичный резерв энергосистемы, ОЭС должны распределять между электростанциями вторичного регулирования самостоятельно.

При выборе электростанций вторичного регулирования следует учитывать как их маневренность и регулировочные возможности, так и размещение резервов для вторичного регулирования относительно линий электропередач и сечений транзитной сети, требующих ограничения перетоков мощности.

Следует стремиться к тому, чтобы относительно каждого из таких сечений было бы две электростанции вторичного регулирования, достаточно эффективно влияющих на разгрузку сечения при сбалансированном управлении их мощностью (загрузка одной при одновременной разгрузке другой).

При отсутствии такой возможности в качестве одной из подобных электростанций рекомендуется использовать электростанции третичного регулирования ограниченной маневренности, с учетом допустимости форсировки процесса регулирования на них в относительно редких случаях экстренного управления.

4.11.3. Регулировочные возможности электростанций, привлекаемых к регулированию режима, должны оцениваться на основе имеющихся инструкций по эксплуатации, заводских данных и результатов испытаний.

Для гидравлических и гидроаккумулирующих электростанций должен использоваться весь регулировочный диапазон турбоагрегата без ограничения быстродействия.

Для энергоблоков мощностью 150-1200 МВт тепловых электростанций необходимые сведения приведены в НР 34-70-113-86, Союзтехэнерго, 1987г.

В качестве нормы, пригодной для энергоблоков тепловых электростанций, принимается:

- изменение мощности на ± 7% номинальной без ограничения скорости и количества циклов изменения мощности (нормальное первичное регулирование для стабильности частоты);

- изменение средней нагрузки блока на те же ±7% толчком и более со скоростью 0,3% в минуту в пределах регулировочного диапазона либо непрерывно с той же скоростью (вторичное регулирование);

- эпизодические (3-4 раза в сутки) изменение мощности до 20% номинальной толчком (4 % в минуту для газомазутных энергоблоков) и далее 1% в минуту (аварийное первичное регулирование по надежности, третичное регулирование, экстренное регулирование по командам АОП).

4.12. Вторичное регулирование энергосистем и электростанций для восстановления баланса в ЕЭС должно приоритетно замещаться вторичным регулированием соответствующей ОЭС являющейся источником небаланса.

При этом, при возникновении небаланса в одной из энергосистем (на электростанции) ОЭС одновременно с вторичным регулированием в энергосистеме (на электростанции) должно происходить в том же направлении регулирование в ОЭС. По мере завершения успешного регулирования в энергосистеме (на электростанции) регулирование ОЭС возвращает мощность своих электростанций к исходной. При задержке либо отказе в регулировании энергосистемы (электростанции) регулирование ОЭС обеспечивает требования ЕЭС. Возврат к исходной нагрузке электростанций вторичного регулирования ОЭС в этом случае произойдет после осуществления третичного регулирования (коррекции режима). Вторичное регулирование ОЭС на договорных основах может выполнять функции вторичного регулирования отдельных энергосистем и электростанций ЕЭС.

4.13. Допускается создание расширенных зон регулирования с целью объединения нескольких энергосистем, электростанций для совместного выполнения требований по вторичному регулированию режима.

Создание таких расширенных зон оперативного либо автоматического вторичного регулирования должно оформляться отдельным договором участников зоны между собой и с СО-ЦДУ ЕЭС, ОДУ. В нем определяются взаимоотношения в части задания и контроля исполнения графиков нагрузки, параметров первичного и вторичного регулирования, взаиморасчетов за поставки и за оказание услуг в регулировании и с целью компенсации ущербов или упущенной выгоды участников зоны и ЕЭС.

Третичное регулирование
4.14. Для обеспечения постоянного наличия заданных первичных и вторичных резервов, для возможности оказания взаимопомощи и для оптимизации режимов работы ЕЭС в энергосистемах и в ОЭС должно осуществляться третичное регулирование и создаваться третичный резерв (на разгрузку и загрузку электростанций).

4.15. В качестве третичного ("минутного") резерва для восстановления регулировочных возможностей первичного и вторичного регулирования должен быть использован:

- пуск-останов резервных гидроагрегатов;

- пуск-останов, перевод в генераторный или двигательный режим агрегатов гидроаккумулирующей электростанции.

В качестве менее быстродействующего третичного резерва может быть использована:

-  загрузка (разгрузка) газомазутных энергоблоков;

- загрузка (разгрузка) энергоблоков АЭС (в рамках соответствующих соглашений);

- отключение (включение) потребителей - регуляторов.

4.16. Третичное регулирование для восстановления резерва вторичного регулирования должно начинаться с временным упреждением, с тем, чтобы восстановление диапазона началось ранее его исчерпания.

4.17. Третичное регулирование используется также для оказания взаимопомощи по запросам других субъектов параллельной работы после оформления через диспетчера ОДУ, СО-ЦДУ ЕЭС соответствующей коррекции заданных режимов работы (графика заданной мощности, заданного сальдо внешних перетоков и т.п.) и изменения уставки вторичного регулирования.

4.18. Величина третичного резерва и его размещение устанавливаются каждой энергосистемой, ОЭС самостоятельно; его должно быть достаточно для обеспечения эффективного функционирования первичного и вторичного регулирования в заданном объеме и при требуемом качестве регулирования, то есть для восприятия всего накопившегося в процессе регулирования отклонения баланса мощности от плана.

Величина третичного резерва, пригодного для оказания взаимопомощи, должна быть сообщена диспетчеру ОДУ, СО-ЦДУ ЕЭС для использования при оперативной коррекции режима, а также при оптимизации текущего режима работы ОЭС, ЕЭС.
Приложение 4

к приказу РАО «ЕЭС России»

от_________ №___________

ПОЛОЖЕНИЕ ОБ ОПЕРАТИВНОМ ВЕДЕНИИ СИСТЕМАМИ РЕГУЛИРОВАНИЯ МОЩНОСТИ И РЕЖИМАМИ ЭКСПЛУАТАЦИИ ТЕХНОЛОГИЧЕСКОЙ АВТОМАТИКИ И ОБОРУДОВАНИЯ ЭНЕРГОБЛОКОВ В СООТВЕТСТВИИ С ИХ РАСПРЕДЕЛЕНИЕМ ПО СПОСОБУ ДИСПЕТЧЕРСКОГО УПРАВЛЕНИЯ

1. Все системы автоматического регулирования мощности энергоблоков должны находиться в оперативном ведении РДУ, СО-ОДУ, СО-ЦДУ ЕЭС.

2. В оперативном ведении СО-ОДУ и СО-ЦДУ ЕЭС должны находиться системы автоматического регулирования энергоблоков, указанных в прилагаемом перечне.

3. Системы автоматического регулирования остальных блоков 150 МВт и выше, не вошедших в указанный выше перечень, должны находиться в оперативном ведении ОДУ, РДУ.

4. РДУ – определяет подведомственность электростанций и закрепляет объекты их регулирования самостоятельно, исходя их надежности нормальных и особенно возможных аварийных режимов работы энергосистемы.

Требования к настройке автоматических регуляторов скорости вращения (АРС) турбин, являющихся ведущими регуляторами первичного регулирования частоты турбо (гидро) агрегатов, и к самим электростанциям изложены ПТЭ и в других нормативных и директивных документах и обязательны для всех электростанций без специального согласования с РДУ, СО-ОДУ и СО-ЦДУ ЕЭС.

5. Система автоматического регулирования и используемые в эксплуатации режимы работы котлоагрегатов, должны обеспечивать автоматическое регулирование производительности котлов, т.е. должны поддерживать участие электростанции и отдельных ее турбоагрегатов в первичном регулировании частоты в соответствии с настройкой АРС турбин, частотных корректоров АРМ энергоблоков, электростанций.

6. РДУ, ОДУ, ЦДУ ЕЭС принимают в оперативное ведение функцию – "готовность" электростанции к участию в первичном регулировании частоты.


7. Готовность электростанций к участию в первичном регулировании частоты должна быть подтверждена проведением испытаний по Приложению 1 и 2. Результаты испытаний и заключение по ним Фирмы ОРГРЭС сообщаются органам диспетчерского управления в соответствии с подведомственностью оборудования.


В случае "неготовности" электростанций к участию в первичном регулировании диспетчерскому управлению (по подведомственности) должна быть сообщена информация: о причинах неготовности, об оборудовании (регуляторы турбин, главные регуляторы давления котлоагрегатов, системы автоматического управления мощностью энергоблоков), подлежащем модернизации и о сроках приведения системы регулирования в надлежащее состояние.


Указанная информация представляется в виде акта о временном отступлении от требований ПТЭ, согласованного с Фирмой ОРГРЭС и утверждённого Департаментом электрических станций.

8. Для электростанций "Готовых" к участию в первичном регулировании подлежат согласованию отклонения от требований к настройке автоматических регуляторов мощности, изложенных в директивных материалах.

9. При необходимости РДУ, СО-ОДУ, СО-ЦДУ ЕЭС выдают задания по зоне нечувствительности и по статизму АРС турбин, частотных корректоров АРМ энергоблоков, электростанций, выходящих за пределы, указанные в директивных документах, однако каждое такое решение должно быть обосновано необходимостью (целесообразностью) и подтверждено анализом допустимости, как по качеству регулирования частоты, так и надежности нормальных и особенно возможных аварийных режимов работы самой электростанции, энергосистемы, ОЭС, ЕЭС.

Такие задания не должны выходить за технически реализуемые и допустимые для энергетического оборудования пределы.

10. Выдача (согласование) заданий по первичному регулированию, выходящих за пределы нормативных, должны оформляться решением главного инженера (главного диспетчера) АО-энерго или согласованным с АО-энерго решением главного диспетчера ОДУ, СО-ЦДУ ЕЭС (по находящимся в их ведении электростанциям), с указанием как причины, так и возможных негативных последствий с анализом допустимости последних для электростанции, энергосистемы, ОЭС, ЕЭС.

Анализ должен выполняться как при малых (до 0,2-0,4 Гц), так и при аварийных отклонениях частоты.

11. Ремонт оборудования системы автоматического регулирования мощности, вызывающий "неготовность" энергоблоков, электростанций к участию в первичном регулировании частоты оформляется заявкой.

12. Диспетчерские службы самостоятельно определяют способы и методы контроля за участием подведомственного оборудования в первичном регулировании.

Приложение 5

к приказу РАО «ЕЭС России»

от_________ №___________

СИСТЕМНЫЕ ТЕХНИЧЕСКИЕ ТРЕБОВАНИЯ К ЭНЕРГОБЛОКАМ ТЕПЛОВЫХ ЭЛЕКТРОСТАНЦИЙ, ВЫДЕЛЯЕМЫХ ДЛЯ УЧАСТИЯ В НОРМИРОВАННОМ ПЕРВИЧНОМ И АВТОМАТИЧЕСКОМ ВТОРИЧНОМ РЕГУЛИРОВАНИИ

1. ОБЩИЕ ПОЛОЖЕНИЯ

1.1. Нормированное первичное регулирования (НПР) частоты заключается в автоматическом изменении выдаваемой энергоблоком в энергообъединение первичной мощности с изменением частоты на величину, определяемую заданными характеристиками (параметрами) первичного регулирования.

1.2. Участие энергоблока в НПР оценивается по степени корреляции величины и знака выдаваемой им первичной мощности величине и знаку текущего отклонения частоты от номинального значения.

1.3. Под выдаваемой энергоблоком первичной мощностью Рп понимается разность между текущей мощностью энергоблока Р при текущей частоте и заданной диспетчерским графиком мощностью Ро при номинальной частоте fн = 50 Гц:




Рп = Р – Ро, МВт.

1.4. Под текущим отклонением частоты (f понимается разность между текущим значением частоты f и ее номинальным значением fн:

(f = f – fн = f – 50, Гц.

1.5. Зависимость потребной первичной мощности от текущего отклонения частоты определяется заданными параметрами первичного регулирования по выражению:



Рп = 
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где S% - заданный статизм первичного регулирования;


       Рн – номинальная мощность энергоблока, МВт;


       (fp – фиксируемое системой регулирования энергоблока отклонение частоты от ближайшего края зоны нечувствительности АРС турбоагрегата. 

1.6. Под зоной нечувствительности по частоте системы регулирования энергоблока (далее – зона нечувствительности fнч) понимается интервал частот, в пределах которого блок не изменяет своей мощности при изменении частоты. Величина зоны нечувствительности обусловлена несовершенством системы регулирования турбоагрегата – органов фиксации изменения скорости вращения вала АРС турбоагрегата, электромеханической и гидравлической частей системы регулирования.

1.7. Под нечувствительностью по частоте системы регулирования энергоблока при повышении (нечувствительность при повышении частоты 
f +нч) и при понижении (нечувствительность при понижении частоты f -нч) частоты понимается интервал частот от текущей частоты до частоты, при которой начинается действие регулятора соответственно на разгрузку или загрузку энергоблока. 

Величина нечувствительности в каждом из направлений изменения частоты может изменяться от нуля до полного значения зоны нечувствительности в зависимости от направления предшествовавшего изменения мощности турбоагрегата, т.е. от реально имеющихся в системе регулирования люфтов для данного направления изменения мощности турбоагрегата.

С учетом изложенного нечувствительность на разгрузку (при повышении частоты) может находиться в пределах:


f +нч  = 0 ( f нч, Гц;

то же на загрузку (при понижении частоты):


f -нч  = 0 ( f нч, Гц.

В целях упрощения обе нечувствительности в дальнейшем принимаются положительными. 

1.8. Фиксируемое системой регулирования энергоблока отклонение частоты (fp определяется реальным отклонением частоты (f, уменьшенным (по модулю) на величину реально имеющейся в данном случае нечувствительности регулятора (f+нч при повышении и f–нч при понижении частоты). 

Поскольку точное значение нечувствительности неизвестно, при оценке функционирования первичного регулирования принимается ее наибольшее значение, т.е. величина зоны нечувствительности при обоих направлениях изменения частоты. 

С учетом этого принимается: 


(fр = 0  при |(f| ( fнч 


(fр = (f – fнч  при повышении частоты на величину, превышающую зону нечувствительности;


 (fр = (f + fнч  при понижении частоты на величину, превышающую зону нечувствительности.

В любом случае фиксируемое регулятором отклонение частоты (fр по модулю менее реального отклонения частоты (f.

1.9. В интервале отклонений частоты |(f| ( fнч, т.е. в полосе частот 50 ( fнч характеристики первичного регулирования энергоблока нестабильны, вплоть до полного неучастия в первичном регулировании.

Нормирование первичного регулирования возможно лишь за пределами указанной полосы частот, на обеспеченном при наихудших условиях уровне (при максимальной нечувствительности в обоих направлениях регулирования).

1.10. Задача нормированного первичного регулирования в нормальных условиях сводится к:

- ограничению колебаний текущих значений частоты;

- ограничению односторонних эпизодических отклонений частоты.

Мера участия энергоблоков в решении этих задач определена в п.1.5. и ограничена заданным первичным резервом для нормального режима (не более допустимого для участия энергоблока в непрерывном регулировании).

1.11. В аварийных условиях работы ЕЭС, регионов, отделившихся от ЕЭС, первичное регулирование на энергоблоках может решать ряд специфических задач в зависимости от характера аварии:

- ограничение аварийного повышения либо снижения частоты в целях сохранения технологической устойчивости механизмов собственных нужд и энергетического оборудования как своей, так и других электростанций, в том числе атомных, предотвращения аварийного останова электростанций;

- создание условий для автоматического либо оперативного включения отключившихся при аварийном снижении частоты электроустановок потребителей, а в ряде случаев ограничение потребности в отключении потребителей от АЧР;

- способствовать сохранению устойчивости энергоблока при переходных режимах в энергосистеме путем автоматического поддержания баланса паровой и электрической мощности турбоагрегатов и стабилизации скорости вращения вала турбины.

Эффективность решения всех трех задач определяется не только статическими (п.1.5), но прежде всего динамическими характеристиками первичного регулирования энергоблока – быстродействием и способностью регулирования в следящем (за величиной и знаком отклонения частоты) режиме с минимальной задержкой.

1.12. При аварийных отклонениях частоты нормированное первичное регулирование в соответствии с п.1.5 должно обеспечить выдачу потребной первичной мощности в пределах заданного аварийного первичного резерва и продолжать выдачу потребной мощности по мере развития и протекания аварии вплоть до нормализации частоты в результате действий противоаварийной автоматики и оперативного персонала, направленных на ликвидацию аварии. При этом должен быть обеспечен следящий за текущим отклонением частоты режим первичного регулирования, способствующий стабилизации режима на всех стадиях аварии, в том числе  и при смене знака отклонения частоты, т. е. при переходе от повышенной к пониженной частоте и наоборот.


Аварийный первичный резерв может быть задан в пределах диапазона автоматического регулирования энергетического и вспомогательного оборудования, САР энергоблока.


Для повышения эффективности аварийного первичного регулирования при наиболее вероятных для региона размещения электростанций авариях возможно задание аварийного первичного резерва либо на разгрузку, либо на загрузку энергоблоков, с соответствующим смещением поддерживаемого на них диапазона автоматического регулирования.

1.13. Следящий за отклонением частоты режим первичного регулирования, необходимый как в нормальных, так и в аварийных режимах работы ЕЭС и ее регионов, должен быть обеспечен достаточно быстродействующим и также следящим за потребностями турбоагрегата автоматическим регулированием паропроизводительности котла.


Системы регулирования котла должны поддерживать устойчивую выдачу потребной по п.1.5 первичной мощности в следящем режиме при колебаниях и эпизодических отклонениях (в том числе аварийных) частоты. При этом при регулировании в пределах заданного первичного резерва в нормальных (аварийных) условиях параметры, характеризующие надежный режим работы энергоблока, должны находиться в допустимых пределах.

1.14. Участвующий в автоматическом вторичном регулировании энергоблок должен быть оборудован автоматическим регулятором мощности энергоблока, снабженным частотным корректором для предотвращения противодействия системе нормированного первичного регулирования и устройствами приема команд вторичного регулирования от соответствующей системы АРЧМ.


Управление энергоблоком по командам системы АРЧМ производится в пределах заданного для энергоблока вторичного резерва со скоростью изменения задания, допустимой для энергетического оборудования энергоблока при одновременном его участии в нормированном первичном регулировании нормального режима.


Участие энергоблока в автоматическом вторичном регулировании не должно препятствовать его участию в нормированном первичном регулировании и наоборот.

1.15. Диапазон автоматического регулирования энергоблока должен быть достаточен для размещения в его пределах первичного резерва для нормального режима и дополнительно – заданного вторичного резерва либо аварийного первичного резерва.


При задании на энергоблок аварийного первичного резерва вторичный резерв на нем не должен превышать оставшейся после размещения первичных резервов части диапазона автоматического регулирования (при ее наличии).


Использование заданного вторичного резерва не должно ограничивать задание первичных резервов.

1.16. Целью модернизации энергоблока является:

  - устранение недостатков АРС и системы регулирования турбоагрегатов, с целью обеспечения возможности сокращения регулируемой зоны нечувствительности САР турбины до ± 10 мГц;

- устранение недостатков в системе регулирования котла и обеспечение полностью автоматического регулирования производительности котла в пределах диапазона автоматического регулирования энергоблока порядка 25 % номинальной мощности при любой исходной нагрузке энергоблока от 40 до 100 % (от минимальной до номинальной);

- обеспечение высокого быстродействия первичного регулирования на блоке и устойчивой работы в следящем за отклонением частоты режиме (включая периодическую смену знака отклонения) в полностью автоматическом режиме в пределах диапазона автоматического регулирования;

- способность энергоблока к сохранению технологической устойчивости при отклонениях частоты, способных вывести мощность за пределы диапазона автоматического регулирования (блокировка попыток ввести блок в недопустимый режим работы).

2. ТЕХНИЧЕСКИЕ ТРЕБОВАНИЯ К СИСТЕМАМ РЕГУЛИРОВАНИЯ ЧАСТОТЫ МОДЕРНИЗИРУЕМЫХ ЭНЕРГОБЛОКОВ

2.1. Приведенные ниже требования распространяются на всю совокупность энергетического и вспомогательного оборудования систем автоматического регулирования энергоблока, привлекаемого к участию в нормированном первичном регулировании, и проверяются по способности энергоблока выдать потребную первичную мощность (п.1.5) при отклонении частоты в пределах определенных ниже первичных резервов и при определенном быстродействии.

2.2. Первичный резерв, размещенный на энергоблоке и реализуемый по излагаемым требованиям, составляет:

 - до (6% номинальной мощности энергоблока (независимо от исходной, заданной графиком нагрузки энергоблока при номинальной частоте) в нормальных режимах работы энергосистемы (нормальный первичный резерв);

- до 20% в одну сторону или до ( 12,5 % номинальной мощности (независимо от исходной нагрузки энергоблока) в наиболее вероятных аварийных режимах работы (аварийный первичный резерв);

2.3. Диапазон автоматического регулирования и заданная графиком мощность энергоблока должны допускать совместное размещение обоих видов первичного резерва. При этом диапазон автоматического регулирования должен быть симметричным относительно исходной (заданной) нагрузки при двухстороннем аварийном первичном резерве и соответствующим образом смещенным (асимметричным) при одностороннем аварийном первичном резерве (соответственно не менее (12,5% либо +19 и -6 или +6 и -19%).

2.4. Первичная мощность, выдаваемая энергоблоком при данном отклонении частоты, должна соответствовать определенной по п.1.5 в течение неограниченного времени при неизменном отклонении частоты либо изменяться по величине и знаку в соответствии с п.1.5 при изменяющихся величине и знаке отклонения частоты, т.е. должен обеспечиваться следящий режим первичного регулирования.

2.5. Зона нечувствительности системы регулирования турбоагрегата не должна превышать ± 0,01 Гц. При любой исходной частоте отклонение от нее, приводящее к началу изменения мощности энергоблока в нужном направлении (нечувствительность) не должно превышать 0,01 Гц при любом направлении изменения частоты.

2.6. Быстродействие системы первичного регулирования энергоблока должно обеспечивать:

2.6.1. При резком отклонении частоты от любого исходного установившегося значения на величину, превышающую вдвое и более величину зоны нечувствительности, потребное изменение выдаваемой энергоблоком первичной мощности, определенное согласно п.1.5 (в качестве (f в п.1.8 используется отклонение от исходного установившегося значения), должно достигаться порядка 70% не более чем за 30 секунд, при этом за первые 10 секунд должно быть реализовано не менее 50% потребного изменения первичной мощности. Это быстродействие должно сохраняться и при более значительном отклонении частоты, вплоть до аварийного, требующего мобилизации всего аварийного первичного резерва (при статизме 5% аварийный резерв в 20% должен реализовываться при отклонении частоты на 0,5 Гц).

2.6.2. При периодических колебаниях частоты относительно номинального (или иного установившегося среднего) значения, характерного для нормального режима работы (п.п.1.10, 1.11), система первичного регулирования энергоблока должна создавать отклонения мощности, соответствующие отклонениям частоты. Необходимая амплитуда колебаний мощности относительно среднего значения может быть определена по выражениям п.п. 1.5, 1.8, если под (f понимать амплитуду отклонения частоты от установившегося среднего значения, а под Рп – амплитуду колебаний выдаваемой энергоблоком первичной мощности.


При модернизации действующих энергоблоков реально достижимое быстродействие подлежит уточнению. Критерием достаточности может служить достаточно эффективное ограничение колебаний частоты с периодом 10-20 минут без признаков неустойчивости первичного регулирования.

2.7. Участвующий в нормированном первичном регулировании энергоблок должен быть способен:

- демпфировать постоянно существующие колебания частоты с максимальными отклонениями от среднего значения до (0,05 Гц путем выдачи первичной мощности соответствующей колебаниям частоты при практически неизменной средней мощности энергоблока (период колебаний от 10 до 20 минут);

- ограничивать эпизодические односторонние отклонения частоты до (0,15 Гц путем одностороннего увеличения выдаваемой первичной мощности до -/+6% номинальной при сохранении демпфирования постоянно существующих колебаний частоты;

- ограничивать редкие аварийные отклонения частоты до (0,5 Гц путем одностороннего увеличения выдаваемой первичной мощности до -/+20% номинальной;

- сохранять технологическую устойчивость при более значительных аварийных отклонениях частоты.

2.8. Изложенные требования к системе первичного регулирования должны быть реализованы при участии АРС турбоагрегата в качестве ведущего регулятора и поддержке системой регулирования паропроизводительности котла.


Использование систем автоматического регулирования мощности энергоблока любых типов допускается только при наличии в их составе частотного корректора с характеристиками не хуже предусмотренных требованиями для АРС турбоагрегата и при условии, что они не препятствуют выполнению системой регулирования турбины противоаварийной функции поддержания баланса паровой и электрической мощности на валу турбины (п.1.12), не ограничивают быстродействие и не нарушают следящий за отклонением частоты режим первичного регулирования.


Наличие регулятора мощности с частотным корректором не снижает требований к системе автоматического регулирования турбоагрегата.

2.9. Регулятор мощности энергоблока с частотным корректором может использоваться для дополнительного улучшения статических характеристик первичного регулирования; например, для фиксации зоны нечувствительности относительно уставки регулятора по частоте ((0,005 Гц относительно уставки при нулевой нечувствительности за пределами фиксированной зоны нечувствительности), для организации переключения уставки по частоте по командам телемеханики с диспетчерского пункта ОДУ, ЦДУ ЕЭС в пределах 50(0,05 Гц и т.п.

3. ТЕХНИЧЕСКИЕ ТРЕБОВАНИЯ К СИСТЕМЕ АВТОМАТИЧЕСКОГО ВТОРИЧНОГО РЕГУЛИРОВАНИЯ ЭНЕРГОБЛОКА

3.1. Приведенные требования распространяются на совокупность энергетического и вспомогательного оборудования, систем автоматического регулирования, автоматический регулятор мощности энергоблока с частотным корректором энергоблока, привлекаемого к автоматическому либо оперативному вторичному регулированию.

3.2. Привлекаемый к вторичному регулированию энергоблок не освобождается от участия в общем (в соответствии с требованием ПТЭ) первичном регулировании частоты и должен удовлетворять соответствующим требованиям, являющимся приоритетными.


При одновременном привлечении энергоблока к нормированному первичному регулированию он должен удовлетворять требованиям раздела 2, также являющимся приоритетным.

3.3. Диапазон автоматического регулирования и заданная графиком мощность энергоблока должны допускать размещение заданного вторичного резерва, а при одновременном использовании для нормированного первичного регулирования – совместное размещение задаваемого вторичного и заданных первичных резервов.


При этом автоматический регулятор мощности энергоблока, через посредство которого реализуется заданный вторичный резерв, должен предусматривать блокировку от превышения заданного вторичного резерва в процессе вторичного регулирования по команде от систем АРЧМ, необходимую для сохранения возможности использования по назначению заданных первичных резервов. 

3.4. Вторичный резерв, размещаемый на энергоблоке и реализуемый по излагаемым правилам, должен размещаться в пределах диапазона автоматического регулирования энергоблока. Диапазон автоматического регулирования энергоблока, используемого для вторичного регулирования, должен быть не менее 25-30 % его номинальной мощности и располагаться в интервале допустимых нагрузок энергоблока.


При неиспользовании энергоблока для нормированного первичного регулирования весь диапазон автоматического регулирования может быть использован для размещения вторичного резерва. При этом сумма заданных вторичных резервов на загрузку и разгрузку не должна превышать диапазон автоматического регулирования энергоблока, а сам диапазон вторичного регулирования должен размещаться относительно заданной графиком мощности энергоблока таким образом, чтобы обеспечивалась возможность реализации в полностью автоматическом режиме каждого из вторичных резервов. 

Должна быть обеспечена возможность оперативного смещения диапазона автоматического регулирования при изменении заданной графиком мощности таким образом, чтобы сохранялась возможность автоматической реализации заданных вторичных резервов.
3.5. При использовании энергоблока одновременно для участия в нормированном первичном регулировании часть диапазона автоматического регулирования, занятая заданными первичными резервами для нормального и аварийного режимов, не подлежит использованию для размещения вторичных резервов.

Вторичные резервы могут занимать лишь свободную от первичных резервов часть диапазона автоматического регулирования энергоблока.

Диапазон автоматического регулирования, размещаемый в интервале допустимых нагрузок энергоблока, должен быть расположен относительно заданной мощности таким образом, чтобы обеспечить возможность одновременного использования всех заданных первичных резервов на разгрузку либо на загрузку энергоблока.

В автоматическом регуляторе мощности энергоблока должно быть выполнено ограничение, не допускающее превышение заданных вторичных резервов в ущерб заданным первичным резервам.

3.6. Быстродействие реализации команд вторичного регулирования должно быть максимально допустимым для энергетического оборудования энергоблока. Вполне приемлемым для систем вторичного регулирования в нормальном режиме можно считать скорость набора или снижения нагрузки 4% номинальной мощности в минуту.

Непрерывный режим вторичного регулирования не предусматривается.

3.7. Для редких случаев экстренного регулирования, в целях предотвращения перегрузки ответственных транзитных линий электропередачи, в системах вторичного регулирования энергоблоков должен быть предусмотрен прием дискретных телекоманд “форсировка загрузки”, “форсировка разгрузки”, на время существования которых должно сниматься ограничение быстродействия исполнения команд вторичного регулирования (п. 3.6) в соответствующем направлении регулирования.

Быстродействие исполнения команд вторичного регулирования в направлении изменения мощности, соответствующем имеющейся команде форсировки, должно быть ограничено лишь системой регулирования энергоблока (не более 2 минут на использование всего вторичного резерва).

Команды форсировки формируются системами АРЧМ, формирующими также и команды вторичного регулирования.

3.8. Уточнение технических требований в части взаимодействия систем АРЧМ, аппаратуры каналов передачи команд вторичного регулирования, систем вторичного регулирования энергоблоков производится в каждом конкретном случае между разработчиками упомянутых устройств дополнительно.

Приложение 6

к приказу РАО «ЕЭС России»

от_________ №___________

ПЕРЕЧЕНЬ ЭНЕРГОБЛОКОВ ЭЛЕКТРОСТАНЦИЙ 200-800 МВт, ВЫДЕЛЯЕМЫХ ДЛЯ УЧАСТИЯ В НОРМИРОВАННОМ ПЕРВИЧНОМ И АВТОМАТИЧЕСКОМ ВТОРИЧНОМ РЕГУЛИРОВАНИИ В СООТВЕТСТВИИ С «СИСТЕМНЫМИ ТЕХНИЧЕСКИМИ ТРЕБОВАНИЯМИ К ЭНЕРГОБЛОКАМ ТЕПЛОВЫХ ЭЛЕКТРОСТАНЦИЙ, ВЫДЕЛЯЕМЫХ ДЛЯ УЧАСТИЯ В НОРМИРОВАННОМ ПЕРВИЧНОМ И АВТОМАТИЧЕСКОМ ВТОРИЧНОМ РЕГУЛИРОВАНИИ»

Энергоблоки мощностью 800 МВт.

На 12 энергоблоках по 800 МВт суммарной мощностью 9600 МВт размещается до 600 МВт первичного резерва для нормального режима и до 1800 МВт вторичного либо аварийного первичного резерва:

	№

п/п
	Электростанция,

владелец
	Выделяемые энергоблоки

	
	
	Станц.

номер
	Мощн.,

МВт
	Котел,

тип
	Турбина,

тип

	1
	2
	3
	4
	5
	6

	1.1
	Сургутская ГРЭС-2,

Тюменьэнерго
	1
	800
	ТГМП-204
	К-800-204-5

	
	
	2
	800
	ТГМП-204
	К-800-204-5

	
	
	3
	800
	ТГМП-204
	К-800-204-5

	
	
	4
	800
	ТГМП-204
	К-800-204-5

	
	
	5
	800
	ТГМП-204
	К-800-204-5

	
	
	6
	800
	ТГМП-204
	К-800-204-5

	1.2.
	Рязанская ГРЭС,

РАО " ЕЭС России"
	5
	800
	ТМП-204П
	К-800-240

	
	
	6
	800
	ТМП-204П
	К-800-240

	1.3
	Пермская ГРЭС,

РАО " ЕЭС России"
	1
	800
	ТПП - 804
	К-800-240-5

	
	
	2
	800
	ТПП - 804
	К-800-240-5

	
	
	3
	800
	ТПП - 804
	К-800-240-5

	1.4
	Нижневартовская ГРЭС,

Тюменьэнерго
	1
	800
	ТГМП-204ХЛ
	К-800-240-5


2. Энергоблоки мощностью 300 МВт.

На 49 энергоблоках по 300 МВт суммарной мощностью 14700 МВт размещается до 900 МВт первичного резерва для нормального режима и до 2900 МВт вторичного либо аварийного первичного резерва.

	№

п/п
	Электростанция,

владелец
	Выделяемые энергоблоки

	
	
	Станц.

номер
	Мощн.,

МВт
	Котел,

тип
	Турбина,

тип

	1
	2
	3
	4
	5
	6

	2.1
	Каширская ГРЭС,

Мосэнерго
	4
	300
	ТГМП-314А
	К-300-240

	
	
	5
	300
	ТГМП-314А
	К-300-240

	
	
	6
	300
	ТГМП-314А
	К-300-240

	2.2.
	Конаковская ГРЭС,

РАО "ЕЭС России"
	1
	300
	ПК-41
	К-300-240

	
	
	2
	300
	ПК-41
	К-300-240

	
	
	3
	300
	ПК-41
	К-300-240

	
	
	4
	300
	ПК-41
	К-300-240

	
	
	5
	300
	ПК-41
	К-300-240

	
	
	6
	300
	ПК-41
	К-300-240

	
	
	7
	300
	ПК-41
	К-300-240

	
	
	8
	300
	ПК-41
	К-300-240

	2.3.
	Костромская ГРЭС,

РАО "ЕЭС России"
	1
	300
	ТГМП-114
	К-300-240

	
	
	2
	300
	ТГМП-114
	К-300-240

	
	
	3
	300
	ТГМП-114
	К-300-240

	
	
	4
	300
	ТГМП-114
	К-300-240

	
	
	5
	300
	ТГМП-314
	К-300-240

	
	
	6
	300
	ТГМП-314
	К-300-240

	
	
	7
	300
	ТГМП-314
	К-300-240

	
	
	8
	300
	ТГМП-314
	К-300-240

	2.4.
	Ириклинская ГРЭС,

Оренбургэнерго
	1
	300
	ПК-41
	К-300-240

	
	
	2
	300
	ПК-41
	К-300-240

	
	
	3
	300
	ТГМП-114
	К-300-240

	
	
	4
	300
	ТГМП-114
	К-300-240

	
	
	5
	300
	ТГМП-314
	К-300-240

	
	
	6
	300
	ТГМП-314
	К-300-240

	
	
	7
	300
	ТГМП-314
	К-300-240

	
	
	8
	300
	ТГМП-314
	К-300-240

	2.5.
	Кармановская ГРЭС,

Башкирэнерго
	1
	300
	ПК-41
	К-300-240

	
	
	2
	300
	ПК-41
	К-300-240

	
	
	3
	300
	ПК-41
	К-300-240

	
	
	4
	300
	ПК-41
	К-300-240

	
	
	5
	300
	ПК-41
	К-300-240

	
	
	6
	300
	ПК-41
	К-300-240

	2.6.
	Среднеуральская ГРЭС,

Свердловэнерго
	9
	300
	ТГМП-114
	К-300-240

	
	
	10
	300
	ТГМП-114
	К-300-240

	
	
	11
	300
	ТГМП-114
	К-300-240

	2.7.
	Киришская ГРЭС,

Ленэнерго
	1
	300
	ТГМП-114
	К-300-240

	
	
	2
	300
	ТГМП-114
	К-300-240

	
	
	3
	300
	ТГМП-114
	К-300-240

	
	
	4
	300
	ТГМП-324
	К-300-240

	
	
	5
	300
	ТГМП-324
	К-300-240

	
	
	6
	300
	ТГМП-324
	К-300-240

	2.8.
	Ставропольская ГРЭС,

РАО "ЕЭС России"
	1
	300
	ТГМП-314А
	К-300-240-2

	
	
	2
	300
	ТГМП-314А
	К-300-240-2

	
	
	3
	300
	ТГМП-314А
	К-300-240-2

	
	
	4
	300
	ТГМП-314А
	К-300-240-2

	
	
	5
	300
	ТГМП-314А
	К-300-240-2

	
	
	6
	300
	ТГМП-314А
	К-300-240-2

	
	
	7
	300
	ТГМП-314А
	К-300-240-2

	
	
	8
	300
	ТГМП-314А
	К-300-240-2


3. Энергоблоки мощностью 200-215 МВт.

На 37 энергоблоках по 200-215 МВТ суммарной мощностью порядка 7500 МВт размещается до 450 МВт первичного резерва для нормального режима и до 1500 МВт вторичного либо аварийного первичного резерва:

	№

п/п
	Электростанция,

владелец
	Выделяемые энергоблоки

	
	
	Станц.

номер
	Мощн.,

МВт
	Котел,

тип
	Турбина,

тип

	1
	2
	3
	4
	5
	6

	3.1
	Шатурская ГРЭС-5,

Мосэнерго
	4
	210
	ТМ-104А
	К-210-130

	
	
	5
	210
	ТМ-104А
	К-210-130

	3.2.
	Щекинская ГРЭС,

Тулэнерго
	1
	200
	67-СП
	К-200-130

	
	
	2
	200
	67-СП
	К-200-130

	3.3.
	Верхне-Тагильская ГРЭС,

Свердловэнерго
	9
	205
	ПК-47
	К-205-130

	
	
	10
	205
	ПК-47
	К-205-130

	
	
	11
	205
	ПК-47
	К-205-130

	3.4.
	Сургутская ГРЭС-1,

Тюменьэнерго
	1
	210
	ТГМ-104
	К-210-130

	
	
	2
	210
	ТГМ-104
	К-210-130

	
	
	3
	210
	ТГ-104
	К-210-130

	
	
	4
	210
	ТГ-104
	К-210-130

	
	
	5
	210
	ТГ-104
	К-210-130

	
	
	6
	210
	ТГ-104
	К-210-130

	
	
	7
	210
	ТГ-104
	К-210-130

	
	
	8
	210
	ТГ-104
	К-210-130

	
	
	9
	210
	ТГ-104
	К-210-130

	
	
	10
	210
	ТГ-104
	К-210-130

	
	
	11
	210
	ТГ-104
	К-210-130

	
	
	13
	210
	ТГ-104
	К-210-130

	
	
	16
	210
	ТГ-104
	К-210-130

	3.5.
	Заинская ГРЭС,

Татэнерго
	1
	200
	ПК-47
	К-200-130

	
	
	2
	200
	ПК-47
	К-200-130

	
	
	3
	200
	ПК-47
	К-200-130

	
	
	4
	200
	ПК-47
	К-200-130

	
	
	5
	200
	ПК-47
	К-200-130

	
	
	6
	200
	ПК-47
	К-200-130

	
	
	7
	200
	ПК-47
	К-200-130

	
	
	8
	200
	ПК-47
	К-200-130

	
	
	9
	200
	ПК-47
	К-200-130

	
	
	10
	200
	ПК-47
	К-200-130

	
	
	11
	200
	ПК-47
	К-200-130

	
	
	12
	200
	ПК-47
	К-200-130

	3.6.
	Печорская ГРЭС,

РАО "ЕЭС России"
	1
	210
	ТГМ-206ХЛ
	К-210-130-3

	
	
	2
	210
	ТГМ-206ХЛ
	К-210-130-3

	
	
	3
	210
	ТГМ-206ХЛ
	К-210-130-3

	
	
	4
	215
	ТГМ-206ХЛ
	К-215-130-1

	
	
	5
	215
	ТГМ-206ХЛ
	К-215-130-1

	3.7.
	Псковская ГРЭС,

РАО "ЕЭС России"
	1
	215
	ТПЕ-208
	К-215-130-1


Приложение 7

к приказу РАО «ЕЭС России»

от_________ №___________

ПЕРЕЧЕНЬ ЭЛЕКТРОСТАНЦИЙ, СИСТЕМЫ РЕГУЛИРОВАНИЯ И РЕЖИМЫ ЭКСПЛУАТАЦИИ ТЕХНОЛОГИЧЕСКОЙ АВТОМАТИКИ И ОБОРУДОВАНИЯ КОТОРЫХ НАХОДЯТСЯ В ОПЕРАТИВНОМ ВЕДЕНИИ СО-ЦДУ ЕЭС.

	№ п/п
	Название электростанции, владелец 
	Код стан​ции
	Оче​редь
	Кол-во корп. котла
	Топ​ливо
	Установленная мощность
	№ блока, входящ. в очередь
	Оперативное ведение

	
	
	
	
	
	
	Всего  
	Очереди
	Блока
	
	

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11


ОЭС СИБИРИ

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11

	1.
	Томь-Усинская Кузбассэнерго
	357201
	1
	МОНО
	ПУ
	800
	400
	200
	6-7
	ОДУ Сибири

	
	
	
	
	дубль
	
	
	400
	200
	8-9
	

	2.
	Ведовская ГРЭС Кузбассэнерго
	357202
	1
	Дубль
	ПУ
	1200
	-
	200
	1-6
	ОДУ Сибири

	3.
	Назаровская ГРЭС Красноярскэнерго
	357101
	1
	дубль
	ПУ
	720
	-
	120 Т
	1-6
	ОДУ Сибири

	
	
	
	2
	дубль
	
	400
	-
	400
	7
	

	4.
	Красноярская ГРЭС-2 РАО
	357126
	1
	Дубль
	ПУ
	930
	450
	150
	1-2,4
	ОДУ Сибири

	
	
	
	
	дубль
	
	
	480
	160
	6-8
	

	5.
	Иркутская ТЭЦ-10 Иркутскэнерго
	357026
	1
	дубль
	ПУ
	1050
	-
	150
	2-8
	ОДУ Сибири

	6.
	Гусиноозерская ГРЭС РАО
	356901
	1
	МОНО
	ПУ
	1100
	-


	170 180 200
	1,3
2,4

 5,6
	ОДУ Сибири

	7.
	Березовская ГРЭС 

РАО
	357103
	1
	МОНО
	ПУ
	1400
	-
	700
	1-2
	ОДУ Сибири

	8.
	Харанорская ГРЭС

РАО
	362309
	1

2
	МОНО
	ПУ
	430
	-
	215
	1-2
	ОДУ Сибири

	9.
	Саяно-Шушенская ГЭС РАО
	-
	-
	-
	-
	6400
	-
	640
	1-10
	ОДУ Сибири

	10.
	Красноярская ГЭС

Красноярскэнерго
	-
	-
	-
	-
	6000
	-
	500
	1-12
	ОДУ Сибири

	11.
	Братская ГЭС

Иркутскэнерго
	-
	-
	-
	-
	4500
	
	
	
	ОДУ Сибири

	12
	Усть-Илимская ГЭС

Иркутскэнерго
	-
	-
	-
	-
	3840
	
	
	
	ОДУ Сибири

	13.
	Иркутская ГЭС

Иркутскэнерго
	-
	-
	-
	-
	662
	
	
	
	ОДУ Сибири


ОЭС УРАЛА

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11

	1.
	Троицкая ГРЭС РАО
	338601
	1
	дубль
	ПУ
	834
	-
	278
	4-5,7
	ОДУ Урала

	
	
	
	2
	МОНО
	ПУ
	970
	-
	485
	8-9
	

	2.
	Ириклинская ГРЭС Оренбургэнерго
	339101
	1
	Дубль
	гм
	2400
	1200
	300 300
	1-4
	ОДУ Урала,

СО-ЦДУ ЕЭС

	
	
	
	
	МОНО
	
	
	1200
	
	5-8
	

	3.
	Кармановская ГРЭС Башкирэнерго
	339001
	1
	дубль
	гм
	1800
	300
	1-6
	ОДУ Урала,

СО-ЦДУ ЕЭС

	4.
	Средне-Уральская Свердловэнерго
	338526
	1
	дубль
	гм
	877
	600
	300
	9-10
	ОДУ Урала,

СО-ЦДУ ЕЭС

(бл. 9,10)

	
	
	
	
	дубль
	
	
	277
	277
	11
	

	5.
	Рефтинская ГРЭС Свердловэнерго
	338502
	1
	дубль
	ПУ
	1800
	-
	300
	1-6
	ОДУ Урала

	
	
	
	2
	МОНО
	ПУ
	2000
	-
	500
	7-10
	

	6.
	Тюменская ТЭЦ-2 Тюменьэнерго
	684912
	1
	МОНО
	ГМ
	215
	-
	215
	4
	ОДУ Урала

	7.
	Нижневартовская ГРЭС Тюменьэнерго
	684904
	1
	МОНО
	ГМ
	800
	-
	800
	1
	ОДУ Урала

	8.
	Верхне-Тагильская ГРЭС Свердловэнерго
	338501
	1
	МОНО
	ПУ
	945
	330
	165
	7-8
	ОДУ Урала,

СО-ЦДУ ЕЭС

(бл. 9-11)

	
	
	
	2
	дубль
	ГМ
	
	615
	205
	9-11
	

	9.
	Южно-Уральская ГРЭС Челябэнерго
	338602
	1
	МОНО
	ПУ
	400
	-
	200
	9-10
	ОДУ Урала

	10.
	Сургутская ГРЭС-1 Тюменьэнерго
	684901
	1
	МОНО
	ГМ
	2908
	2730
	210
	1-11,13,16
	ОДУ Урала,

СО-ЦДУ ЕЭС

(бл. 1-11,13,16)

	
	
	
	
	
	
	
	178
	178
	12
	

	11.
	Сургутская ГРЭС-2 Тюменьэнерго
	684902
	1
	МОНО
	ГМ
	4800
	"
	800
	1-6
	ОДУ Урала, СО-ЦДУ ЕЭС

	12.
	Яйвинская ГРЭС Пермэнерго
	338701
	1
	МОНО
	ПУ
	600
	-
	150
	1-4
	ОДУ Урала

	13.
	Пермская ГРЭС 

РАО
	338702
	1
	МОНО
	ГМ
	2400
	-
	800
	1-3
	ОДУ Урала,

СО-ЦДУ ЕЭС

	14.
	Белоярская АЭС

Росэнергоатом
	-
	-
	-
	-
	600
	-
	200
	1-3
	ОДУ Урала

	15.
	Воткинская ГЭС

РАО
	-
	-
	-
	-
	1020
	
	
	
	ОДУ Урала,

СО-ЦДУ ЕЭС

	16.
	Камская ГЭС

РАО
	-
	-
	-
	-
	483
	
	
	
	ОДУ Урала, СО-ЦДУ ЕЭС


ОЭС Средней Волги

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11

	1.
	Заинская ГРЭС 

Татэнерго


	686501
	1
	дубль
	ГМ
	2400
	-
	200
	1-12
	ОДУ Средней Волги,

СО-ЦДУ ЕЭС

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11

	2.
	Балаковская АЭС

Росэнергоатом
	
	
	
	
	4000
	-
	1000
	1-4
	ОДУ Средней Волги,

СО-ЦДУ ЕЭС

	3.
	Куйбышевская ГЭС

РАО
	-
	-
	-
	-
	2300
	
	
	
	ОДУ Средней Волги,

СО-ЦДУ ЕЭС

	4.
	Саратовская ГЭС

РАО
	-
	-
	-
	-
	1360
	
	
	
	ОДУ Средней Волги,

СО-ЦДУ ЕЭС

	5.
	Чебоксарская ГЭС

Чувашэнерго
	-
	-
	-
	-
	1370
	
	
	
	ОДУ Средней Волги,

СО-ЦДУ ЕЭС

	6.
	Нижнекамская ГЭС

Татэнерго
	-
	-
	-
	-
	1205
	
	
	
	ОДУ Средней Волги,

СО-ЦДУ ЕЭС


ОЭС Центра

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11

	1.
	Каширская ГРЭС Мосэнерго
	310126
	1
	дубль
	ПУ
	1800
	900
	300
	1-3
	ОДУ Центра, СО-ЦДУ ЕЭС (бл. 4-6) 

	
	
	
	2
	МОНО
	гм
	
	900
	300
	4-6
	

	2.
	Шатурская ГРЭС Мосэнерго
	310101
	1
	дубль
	ПУ
	1020
	600
	200
	1-3
	ОДУ Центра СО-ЦДУ ЕЭС (бл. 4,5)

	
	
	
	2
	МОНО
	гм
	
	420
	210
	4-5
	

	3.
	ТЭЦ-21 

Мосэнерго
	310112
	1
	МОНО
	гм
	500
	-
	250
	8-9
	ОДУ Центра

	4.
	ТЭЦ-22 

Мосэнерго
	310110
	1
	дубль
	ПУ
	720
	-
	240
	9-11
	ОДУ Центра

	5.
	ТЭЦ-23 

Мосэнерго
	310113
	1
	МОНО
	гм
	1000
	-
	250
	5-8
	ОДУ Центра

	6.
	ТЭЦ-25 

Мосэнерго
	310124
	1
	МОНО
	ГМ
	1250
	-
	250
	3-7
	ОДУ Центра

	7.
	ТЭЦ-26 "Южная" Мосэнерго
	310125
	1
	МОНО
	ГМ
	1250
	-
	250
	3-7
	ОДУ Центра

	8.
	Конаковская ГРЭС 

РАО
	310701
	1
	дубль
	ГМ
	2400
	"
	300
	1-8
	ОДУ Центра,

СО-ЦДУ ЕЭС

	9.
	Костромская ГРЭС 

РАО
	310601
	1
	дубль
	ГМ
	2400
	1200
	300
	1-4
	ОДУ Центра,

СО-ЦДУ ЕЭС

(бл.1-8)

	
	
	
	
	МОНО
	
	
	1200
	300
	5-8
	

	
	
	
	2
	МОНО
	ГМ
	1200
	-
	1200
	9
	

	10.
	Черепетская ГРЭС 

РАО
	310201
	1
	дубль
	ПУ
	560
	-
	140
	1-4
	ОДУ Центра

	
	
	
	2
	МОНО
	ПУ
	865
	600
	300
	5-6
	

	
	
	
	
	дубль
	ПУ
	
	265
	265
	7
	

	11.
	Щекинская ГРЭС Тулаэнерго
	310202
	1
	МОНО
	ГМ
	400
	-
	200
	1-2
	ОДУ Центра,

СО-ЦДУ ЕЭС

	12.
	Череповецкая ГРЭС Вологдаэнерго
	341901
	1
	Дубль
	ПУ
	630
	-
	210
	1-3
	ОДУ Центра

	13.
	Смоленская ГРЭС Смоленскэнерго
	340802
	1
	дубль
	ПУ
	630
	
	210
	1-3
	ОДУ Центра

	14.
	Рязанская ГРЭС 

РАО
	313901
	1
	МОНО
	ПУ
	1040
	-
	260
	1-4
	ОДУ Центра,

СО-ЦДУ ЕЭС (бл.5,6)

	
	
	
	2
	МОНО
	гм
	1600
	-
	800
	5-6
	

	15.
	Калининская АЭС

Росэнергоатом
	-
	-
	-
	-
	2000
	-
	1000
	1-2
	ОДУ Центра,

СО-ЦДУ ЕЭС

	16.
	Курская АЭС

Росэнергоатом
	-
	-
	-
	-
	4000
	-
	500
	1-8
	ОДУ Центра,

СО-ЦДУ ЕЭС

	17.
	Нововоронежская АЭС

Росэнергоатом
	-
	-
	-
	-
	1834
	-
	208,5
	9-12
	ОДУ Центра,

СО-ЦДУ ЕЭС

	
	
	
	
	
	
	
	
	500
	13-14
	

	18.
	Смоленская АЭС

Росэнергоатом
	-
	-
	-
	-
	3000
	-
	500
	1-6
	ОДУ Центра,

СО-ЦДУ ЕЭС

	19.
	Волгоградская ГЭС

РАО
	-
	-
	-
	-
	2541
	
	
	
	ОДУ Центра,

СО-ЦДУ ЕЭС

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11

	20.
	Загорская ГАЭС

Мосэнерго
	-
	-
	-
	-
	1200
	
	200
	1-6
	ОДУ Центра,

СО-ЦДУ ЕЭС

	21.
	Нижегородская ГЭС

РАО
	-
	-
	-
	-
	520
	
	
	
	ОДУ Центра

	22.
	Рыбинская ГЭС

РАО
	-
	-
	-
	-
	338
	
	
	
	ОДУ Центра

	23.
	Угличская ГЭС

РАО
	-
	-
	-
	-
	110
	
	
	
	ОДУ Центра


ОЭС СЕВЕРНОГО КАВКАЗА

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11

	1.
	Новочеркасская ГРЭС РАО
	323201
	1
	МОНО
	ПУ
	2112
	528
	264 264
	1-2
	ОДУ Северного Кавказа

	
	
	
	
	дубль
	
	
	1584
	
	3-8
	

	2.
	Ставропольская ГРЭС РАО
	322601
	1
	МОНО
	ГМ
	2400
	-
	300
	1-8
	ОДУ Северного Кавказа,

СО-ЦДУ ЕЭС

	3.
	Краснодарская ТЭЦ Кубаньэнерго
	322526
	1
	МОНО
	ГМ
	489
	150
	150 К
	6
	ОДУ Северного Кавказа

	
	
	
	
	
	
	
	339
	113 Т
	7-9
	

	4.
	Невинномысская ГРЭС РАО
	322626
	1
	МОНО
	ГМ
	910
	750
	150
	6-10
	ОДУ Северного Кавказа

	
	
	
	
	
	
	
	160
	160
	11
	

	5.
	Волгодонская АЭС

Росэнергоатом
	-
	-
	-
	-
	1000
	-
	1000
	1
	ОДУ Северного Кавказа,

СО-ЦДУ ЕЭС

	6.
	Чиркейская ГЭС

Дагэнерго
	-
	-
	-
	-
	1000
	
	
	
	ОДУ Северного Кавказа,

СО-ЦДУ ЕЭС


ОЭС Северо-Запада

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11

	1.
	Киришская ГРЭС Ленэнерго
	345726
	1
	дубль
	ГМ
	1800
	900
	300 300
	1-3
	ОДУ Северо-

-Запада, 

СО-ЦДУ ЕЭС

	
	
	
	
	МОНО
	
	
	900
	
	4-6
	

	2.
	ТЭЦ-22 "Южная" Ленэнерго
	345718
	1
	МОНО
	ГМ
	500
	"
	250
	1-2
	ОДУ Северо-

-Запада

	3.
	Печорская ГРЭС 

РАО
	689401
	1
	МОНО
	ГМ
	1060
	630
	210
	1-3
	ОДУ Северо-

-Запада,

СО-ЦДУ ЕЭС

	
	
	
	
	
	
	
	430
	215
	4-5
	

	4.
	Псковская ГРЭС 

РАО
	340601
	1
	дубль
	ПУ
	430
	-
	215
	1-2
	ОДУ Северо-

-Запада

	5.
	Ленинградская АЭС
	-
	-
	-
	-
	4000
	-
	500
	1-8
	ОДУ Северо-

-Запада,

СО-ЦДУ ЕЭС

	6.
	Кольская АЭС

Росэнергоатом
	-
	-
	-
	-
	1760
	-
	220
	1-8
	ОДУ Северо-

-Запада,

СО-ЦДУ ЕЭС


Приложение 8

к приказу РАО «ЕЭС России»

от_________ №___________

А К Т 

проверки выполнения пп. 1,1-1,4 приказа РАО «ЕЭС России» от 03.07.2002 г. № 368 «О мероприятиях по выполнению на электростанциях требований ПТЭ по регулированию частоты»

________________________                             

 "___" ____________ _______ г.

(место составления акта)

Комиссия, назначенная приказом ______________________________________ 

(Организация)

от_______ № ____, на основании приказа РАО «ЕЭС России» от_______ № ______ 

провела проверку ___________________________________________ и установила:

(Предприятие)

Указывается выполнение (невыполнение) пп.1.1-1.4 приказа РАО «ЕЭС России» от 03.07.2002 г. № 368 с кратким описанием пунктов, а именно:

1. Причины, препятствующие выполнению ПТЭ и план по их устранению;

2. Объем выполнения плана мероприятий;

3. Результаты испытаний;

4. Изменения эксплуатационных инструкций.

Вывод: предприятие выполнило (не выполнило) пп. 1,1-1,4 приказа РАО «ЕЭС России» от 03.07.2002 г. № 368.

Председатель комиссии  _____________________  ___________  ______________

(Должность)           (подпись)      (Фамилия И.О.)

Зам. пред. комиссии        _____________________  ____________  ______________

(Должность)           (подпись)      (Фамилия И.О.)

Члены комиссии              _____________________  ____________  ______________

(Должность)           (подпись)       (Фамилия И.О.)

_____________________  ____________  ______________

(Должность             (подпись)      (Фамилия И.О.)

С актом ознакомлен, один экземпляр получил

___________________________________________  ___________  _______________

(Должность руководителя предприятия)
(Подпись)
(Фамилия И.О.)

Приложение 9

к приказу РАО «ЕЭС России»

от_________ №___________

А К Т

проверки готовности электростанции к участию в общем первичном регулировании частоты

________________________                             

 "___" _________ _____ г.

(место составления акта)

Комиссия, назначенная приказом __________________________________________

(Организация)

от______ № ______, на основании приказа РАО «ЕЭС России» от_________ №__________ и «Методического пособия по проверке готовности ТЭС к первичному регулированию частоты в ЕЭС России с ________ по _________ провела проверку _______________________________________________ и установила:

(Предприятие)

____________________________________________________________________________________________________________________________________________________________________________________________________________________

(Указывается оценка соответствия характеристик системы регулирования турбин требованиям ПТЭ, оценка результатов комплексных испытаний).

Вывод: предприятие готово (не готово) к участию в общем первичном регулировании частоты.

Председатель комиссии  _____________________  ____________  _____________

(Должность)           (подпись)     (Фамилия И.О.)

Зам. пред. комиссии        _____________________  ____________  ______________

(Должность)           (подпись)      (Фамилия И.О.)

Члены комиссии              _____________________  ____________  ______________

(Должность)           (подпись)       (Фамилия И.О.)

_____________________  ____________  ______________

(Должность             (подпись)       (Фамилия И.О.)

С актом ознакомлен, один экземпляр получил

__________________________________________  ___________  _______________

(Должность руководителя предприятия)
(Подпись)
(Фамилия И.О.)

Примечания:

1. При неготовности предприятия к участию в общем первичном регулировании частоты к Акту прикладывается перечень конкретных недостатков, по которым приказом по соответствующему энергопредприятию и акционерному обществу намечаются мероприятия с согласованными сроками их устранения.
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Баланк-график при увеличении мощности



АО-энерго, АО-электростанция:



Электростанция:



Блок, очередь:



Опыт при увеличении мощности №______



Дата: ____________



Граничные значения параметров в опыте:



								Таблица 1



Для блоков и ТЭС с общим паропроводом







Мощность



Nбл. Nоч



(МВт)�

Давление пара Рт



Ропп (…)�

Полож.РК



турбины*Н



(…)�

Сигн.част.



коррект.*



Uчк (…)�

Содержа-ние* О2



(%)�

�

нач.�

кон.�

нач.�

кон.�

нач.�

кон.�

нач.�

кон.�

нач.�

кон.�

�

�

�

�

�

�

�

�

�

�

�

�

* Заполняются только для блоков�

�





								Таблица 2



Для ТЭС с общим паропроводом







№ турбины�

�

�

�

�

�

�

�

�

�

№ (МВт)�

нач.�

�

�

�

�

�

�

�

�

�

�

кон.�

�

�

�

�

�

�

�

�

�

Н



(…)�

нач.�

�

�

�

�

�

�

�

�

�

�

кон.�

�

�

�

�

�

�

�

�

�
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t мин







Комплексные испытания по проверке готовности энергоустановки к участию и первичном



регулировании частоты







100(Г/Гн%







ТЭС с общим паропроводом







Энергоблоки с ПУ котлами







Энергоблоки с ГМ котлами 
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Баланк-график при уменьшении  мощности



АО-энерго, АО-электростанция:



Электростанция:



Блок, очередь:



Опыт при увеличении мощности №______



Дата: ____________



Граничные значения параметров в опыте:



								Таблица 1



Для блоков и ТЭС с общим паропроводом







Мощность



Nбл. Nоч



(МВт)�

Давление пара Рт



Ропп (…)�

Полож.РК



турбины*Н



(…)�

Сигн.част.



коррект.*



Uчк (…)�

Содержа-ние* О2



(%)�

�

нач.�

кон.�

нач.�

кон.�

нач.�

кон.�

нач.�

кон.�

нач.�

кон.�

�

�

�

�

�

�

�

�

�

�

�

�

* Заполняются только для блоков�

�





								Таблица 2



Для ТЭС с общим паропроводом
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Баланк-график при уменьшении  мощности



АО-энерго, АО-электростанция:



Электростанция:



Блок, очередь:



Опыт при увеличении мощности №______



Дата: ____________



Граничные значения параметров в опыте:
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