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РЕФЕРАТ 

Магистерская диссертация содержит 97 страниц, 43 таблицы, 27 рисунков, 

48 формул, 50 источников 

 

ЭЛЕКТРОЭНЕРГЕТИЧЕСКАЯ СИСТЕМА, НАДЁЖНОСТЬ, ОТКРЫТОЕ 

РАСПРЕДЕЛИТЕЛЬНОЕ УСТРОЙСТВО, ТОКИ КОРОТКОГО ЗАМЫКАНИЯ, 

ЭЛЕКТРИЧЕСКИЕ АППАРАТЫ, БЛАНКИ И ПРОГРАММЫ ПЕРЕКЛЮЕ-

НИЙ, ЭКОНОМИЧЕСКАЯ ЭФФЕКТИВНОСТЬ 

 

В магистерской диссертации дана характеристика электроэнергетической 

системы Амурской области. Произведён расчет надежности до и после модерни-

зации. Выбрано и проверено оборудование, которое необходимо для внедрения 

автоматизированных бланков переключений.  

Произведена оценка и рассмотрены варианты повышения надежности 

функционирования электроэнергетической системы Амурской области, а также 

рассмотрены их технико-экономические показатели и целесообразность.  
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ОПРЕДЕЛЕНИЕ, ОБОЗНАЧЕНИЯ, СОКРАЩЕНИЯ 

МД – магистерская диссертация; 

ОРУ – открытое распределительное устройство; 

ЭЭС – электроэнергетическая система; 

РДУ – региональное диспетчерское управление; 

ОДУ – объединенное диспетчерское управление; 

ДЦ – диспетчерский центр; 

АРМ – автоматизированное рабочее место; 

РУ – распределительное устройство; 

ВЛ – воздушная линия; 

ВН – высокое напряжение; 

КРУЭ – комплектное распределительное устройство элегазовое; 

КЗ – короткое замыкание; 

ЛЭП – линия электропередачи; 

ПС – подстанция; 

ОП – оперативный персонал; 

АБП – автоматизированные бланки переключений; 

АПП – автоматизированные программы переключений; 

АСУ ТП – автоматизированная система управления технологическим про-

цессом; 

РЗА – релейная защита и автоматика;  

КА – коммутационный аппарат;  

ЗН – заземляющий нож;  

ЭС – электростанция;  

ЧДД – чистый дисконтированный доход. 
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ВВЕДЕНИЕ 

В современном мире электроэнергетика играет ключевую роль в обеспече-

нии устойчивого развития экономики и социальной сферы. Особенно это акту-

ально для таких удаленных и сложных регионов, как Амурская область, где ста-

бильное функционирование электроэнергетической системы имеет стратегиче-

ское значение. В связи с этим, повышение надежности и эффективности работы 

электроэнергетической системы Амурской области становится приоритетным 

направлением развития региональной инфраструктуры. 

Одним из ключевых элементов электроэнергетической системы Амурской 

области является Благовещенская ТЭЦ, которая обеспечивает стабильное энер-

госнабжение региона. Однако существующее открытое распределительное 

устройство напряжением 110 кВ требует модернизации для обеспечения более 

надежного функционирования и повышения уровня электроэнергетической без-

опасности. 

Актуальность темы магистерского исследования: в связи с ростом по-

требления электроэнергии и мощности, а также увеличением числа промышлен-

ных и инфраструктурных объектов в Амурской области, повышение надежности 

функционирования электроэнергетической системы является актуальной и важ-

ной задачей. 

Объект исследования: открытое распределительное устройство напряже-

нием 110 кВ Благовещенской ТЭЦ. 

Предмет исследования: технологии и методы модернизации открытого 

распределительного устройства для повышения надежности функционирования 

электроэнергетической системы Амурской области. 

Надежность функционирования оценивается рядом показателей: вероятно-

стью безотказной работы, параметром потока отказов, периодичностью отказов 

срабатывания, излишних и ложных действий и др. 
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Цель данной работы заключается в исследовании возможных путей модер-

низации открытого распределительного устройства напряжением 110 кВ Благо-

вещенской ТЭЦ с целью повышения надежности функционирования электро-

энергетической системы Амурской области. В рамках работы будут рассмот-

рены технические аспекты, актуальные тенденции развития электроэнергетики, 

а также экономическая эффективность предлагаемых решений. 

Для достижения этой цели необходимо решить следующие задачи: 

1) Проанализировать текущее состояние электроэнергетической системы 

Амурской области и определить основные проблемы и слабые места. 

2) Изучить существующие подходы и технологии модернизации открытых 

распределительных устройств. 

3) Разработать оптимальные решения для модернизации открытого распре-

делительного устройства напряжением 110 кВ Благовещенской ТЭЦ. 

4) Оценить экономическую эффективность предложенных решений и вы-

брать наиболее предпочтительный вариант с учетом специфики региона и тех-

нических возможностей. 

В ходе работы будет проведено комплексное исследование, включая сбор 

и анализ данных, сравнительный анализ существующих технологий и подходов, 

а также применение математических и экономических моделей для оценки эф-

фективности предлагаемых решений. 

Важность данного исследования обусловлена стремительным ростом по-

требности в электроэнергии, вызванным развитием промышленности и населен-

ных пунктов Амурской области. Модернизация открытого распределительного 

устройства напряжением 110 кВ Благовещенской ТЭЦ позволит не только повы-

сить надежность функционирования электроэнергетической системы, но и сни-

зить потери электроэнергии. 

Ожидаемая экономическая эффективность: реализация предложенных 

решений позволит снизить эксплуатационные расходы и уменьшить количество 

аварий, что приведет к сокращению простоев в энергоснабжении и снижению 

экономических потерь для потребителей электроэнергии. 
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Научная новизна: Разработка инновационных технических решений для 

модернизации открытого распределительного устройства напряжением 110 кВ, 

а также методов оценки их эффективности. 

Практическая значимость: Результаты исследования могут быть ис-

пользованы для повышения надежности и стабильности функционирования 

электроэнергетической системы Амурской области, а также могут служить ос-

новой для модернизации других распределительных устройств аналогичного 

типа и напряжения. Внедрение результатов исследования в практику позволит 

снизить вероятность аварий и сбоев в работе электроэнергетической системы, 

что в свою очередь обеспечит стабильное и качественное энергоснабжение насе-

ления и промышленных объектов региона. 

Полученные результаты исследования, а также практическое внедрение 

предложенных решений могут способствовать обеспечению более стабильного 

энергоснабжения, что в свою очередь положительно отразится на развитии эко-

номики региона, улучшении условий жизни населения и развитии промышлен-

ности. 

Тема магистерской диссертации была проработана и изучена. За время 

обучения было принято участие в различных конференциях и опубликовано три 

статьи в научных журналах. Список научных публикаций и участий в конфе-

ренциях: 

 участие в XXXI научной конференции Амурского государственного 

университета с темой доклада «Анализ применения микропроцессорных средств 

релейной защиты последнего поколения для повышения надёжности функцио-

нирования Благовещенской ТЭЦ»; 

 участие в XXIII региональной научно-практической конференции «Мо-

лодёжь XXI века: Шаг в будущее» с темой доклада «Оценка возможности повы-

шения надёжности функционирования Благовещенской ТЭЦ путём применения 

микропроцессорной релейной защиты генератора»; 
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 участие во X Всероссийской научно-технической конференции с между-

народным участием «Энергетика: управление, качество и эффективность ис-

пользования энергоресурсов» с темой доклада «Оценка возможности примене-

ния автоматизированного дистанционного управления на ОРУ 110 кВ Благове-

щенской ТЭЦ»; 

 диплом I степени за доклад на XXXI научной конференции Амурского 

государственного университета «День науки» на секции «Современные аспекты 

энергетики»; 

 публикация статьи на тему «Анализ применения микропроцессорных 

средств релейной защиты последнего поколения для повышения надёжности 

функционирования Благовещенской ТЭЦ» в сборнике XXXI научной конферен-

ции Амурского государственного университета; 

 публикация статьи на тему «Оценка возможности повышения надёжно-

сти функционирования Благовещенской ТЭЦ путём применения микропроцес-

сорной релейной защиты генератора» в сборнике XXIII региональной научно-

практической конференции «Молодёжь XXI века: Шаг в будущее»; 

 публикация статьи на тему «Оценка возможности применения автома-

тизированного дистанционного управления на ОРУ 110 кВ Благовещенской 

ТЭЦ» в сборнике X Всероссийской научно-технической конференции с между-

народным участием «Энергетика: управление, качество и эффективность ис-

пользования энергоресурсов». 

Проект был разработан с использованием операционной системы Win-

dows 10 и программ: Microsoft Office Word 2016 г., Microsoft Office Visio 2016 г., 

Microsoft Office Excel 2016 г., MathType 5.0 Equation, PTC Mathcad 15.0, PTC 

Mathcad Prime 9. 
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1 СОВРЕМЕННОЕ СОСТОЯНИЕ АМУРСКОЙ ЭЛЕКТРОЭНЕРГЕТИ-

ЧЕСКОЙ СИСТЕМЫ  

Рассмотрим географическую и климатическую характеристики района ис-

следования, проведем структурный анализ Благовещенской ТЭЦ, проанализи-

руем энергосистему и структуру потребления электрической энергии в Амур-

ской области. 

1.1 Географическая и климатическая характеристики Амурской обла-

сти 

Амурская область – часть Дальневосточного федерального округа, распо-

ложена на юго-востоке РФ. Её территория составляет 361, 9 тыс. км2. Амурская 

область граничит с [23].: 

 Якутией; 

 Хабаровским краем;  

 Еврейской автономной областью; 

 Забайкальским краем; 

 Китаем, граница с которым проходит по реке Амур. 

В Амурской области преобладает резко континентальный климат с мус-

сонными чертами, который характеризуется показателями самого холодного и 

теплого месяцев.  

Такой климат обладает высокой контрастностью времен года. Лето – жар-

кое и дождливое, зима – холодная, сухая и малоснежная. По продолжительности 

солнечного сияния область занимает одно из первых мест в России [23]. 

Климатические и географические характеристики района проектирования 

представлены в таблице 1. 

Таблица 1 – Климатические и географические характеристики  

Наименование Показатели 

1 2 

Район по гололеду IV 

Район по ветру III 

Нормативная толщина стенки гололёда, мм 25 

Нормативный скоростной напор ветра, Па 650 
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Продолжение таблицы 1 

Наименование Показатели 

1 2 

Интенсивность пляски проводов и тросов умеренная 

Среднегодовая продолжительность гроз, час от 40 до 60 

Годовое количество осадков, мм/год 450-800 

Температуры воздуха 

Среднегодовая, °С -1,3 

Минимальная, °С -40,0 

Максимальная, °С +38,0 

 

В зависимости от географического положения и климата, в Амурской об-

ласти встречаются различные типы почв и растительности. В лесных районах 

преобладают черноземы и серые лесные почвы, а в степных районах - каштано-

вые и серые почвы. В горных областях встречаются горно-лесные и горно-луго-

вые почвы [23]. 

1.2 Структурный анализ Благовещенской ТЭЦ 

Деятельность Благовещенской ТЭЦ направлена на производство не только 

тепловой, но и электрической энергии [3]. 

Установленная мощность ТЭЦ составляет [3]: 

1) тепловая – 1005,6 Гкал/час; 

2) электрическая – 404 МВт. 

Основные функции станции [3]:  

 выдача мощности и выработка электрической энергии; 

 регулирование частоты; 

 прием суточных и недельных неравномерностей нагрузки по энергети-

ческой системе. 

Проектное топливо – бурый уголь [4].  

Выдача электрической энергии в Амурскую энергосистему производится 

непосредственно с ОРУ напряжением 110 кВ [4]. 

Диспетчерское наименование отходящих ЛЭП [4]: 

1) ВЛ 110 кВ Благовещенская ТЭЦ – Благовещенская № 2 с отпайкой на 

ПС Чигири; 
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2) ВЛ 110 кВ Благовещенская ТЭЦ – Благовещенская № 1 с отпайками; 

3) ВЛ 110 кВ Благовещенская ТЭЦ – Центральная № 1 с отпайками; 

4) ВЛ 110 кВ Благовещенская ТЭЦ – Центральная № 2 с отпайками; 

5) ВЛ 110 кВ Благовещенска ТЭЦ – Западная № 1; 

6) ВЛ 110 кВ Благовещенска ТЭЦ – Западная № 2. 

Основное оборудование станции представлено в таблице 2. 

Таблица 2 – Основное оборудование станции 

Турбогенератор Мощность Турбина Генератор 
Ввод в  

эксплуатацию 

1 2 3 4 5 

№1 60 МВт ПТ-60-130/13-1,2 ТВФ-63-2УЗ 1982 году 

№2 110 МВт Т-110/120-130-4 ТВФ-120-2УЗ 1983 году 

№3 110 МВт Т-110/120-130-4 ТВФ-120-2УЗ 1985 году 

№4 124 МВт Т-120-140-12,8-2 ТЗФП-130-2У3 2015 году 

 

Энергорайон Благовещенской ТЭЦ представлен на рисунке 1.  

 

Рисунок 1 – Энергорайон Благовещенской ТЭЦ 
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На рисунке 2 представлена структурная схема РУ ВН 110 кВ «Две рабочие 

и обходная системы шин», у которой 6 линейных и 4 трансформаторных ячеек. 
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Рисунок 2 – Структурная схема Благовещенской ТЭЦ 

Данные о силовых трансформаторах Благовещенской ТЭЦ представлены в 

таблице 3. 

Таблица 3 – Силовые трансформаторы Благовещенской ТЭЦ 

Марка Кол-во UK, % ∆PK, кВт ∆PХ, кВт ∆QХ, кВАр IX, % 

1 2 3 4 5 6 7 

ТРДЦН - 80000/110 1 10,5 310 70 480,0 0,6 
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Продолжение таблицы 3 

Марка Кол-во UK, % ∆PK, кВт ∆PХ, кВт ∆QХ, кВАр IX, % 

1 2 3 4 5 6 7 

ТДЦ -125000/110 2 10,5 400 120 687,5 0,55 

ТДЦ - 160000/110 1 10,5 410 110 685,0 0,55 

 

Данные о генераторах Благовещенской ТЭЦ представлены в таблице 4. 

Таблица 4 – Генераторы Благовещенской ТЭЦ 

Марка Кол-во PНОМ, МВт UНОМ, кВ 
Номинальная частота вращения, 

об/мин 

1 2 3 4 5 

ТВФ-63-2УЗ 1 60 6,3 1500 

ТВФ-120-2УЗ 2 110 10,5 1500 

ТЗФП-130-2У3 1 124 10,5 1500 

 

В таблице 5 представлены данные о ЛЭП, отходящих от БТЭЦ. 

Таблица 5 – Линии электропередачи, отходящие от БТЭЦ 

Наименование линии 
UНОМ, 

кВ 

Сечение  

линии 

Длина  

линии, км 

Тип 

линии 

1 2 3 4 5 

Благовещенская ТЭЦ – Благовещенская № 2  110 АСО - 300 9,17 ВЛ 

Благовещенская ТЭЦ – Благовещенская № 1  110 АСО - 300 9,17 ВЛ 

Благовещенская ТЭЦ – Центральная № 1 110 АС - 185 6,00 ВЛ 

Благовещенская ТЭЦ – Центральная № 2 110 АС - 185 6,00 ВЛ 

Благовещенска ТЭЦ – Западная № 1 
110 АСО - 240 2,00 

ВЛ 
110 АС - 185 0,10 

Благовещенска ТЭЦ – Западная № 2 
110 АСО - 240 2,00 

ВЛ 
110 АС - 185 0,10 

 

1.3 Структура потребления электрической энергии и мощности в 

Амурской области 

Энергетическая инфраструктура играет критическую роль в функциониро-

вании любого региона, и Благовещенская ТЭЦ, как основной источник электри-

ческой энергии и мощности для Амурской области, не является исключением. 
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Расчет ущерба от прерывания выдачи мощности потребителям обязательно тре-

бует учета структуры потребления электрической энергии и мощности в регионе. 

Благовещенская ТЭЦ вырабатывает значительную часть энергии для 

Амурской области. Величина выработанной мощности зависит от множества 

факторов, включая состояние оборудования, условия эксплуатации и спрос на 

энергию. 

В Амурской области потребление электроэнергии и мощности распреде-

лено между различными секторами, включая домашние хозяйства, промышлен-

ные предприятия, государственные и коммерческие учреждения, а также сель-

скохозяйственные предприятия. Каждый из этих секторов имеет свои особенно-

сти в отношении потребления энергии и мощности, и, следовательно, потенци-

ального ущерба от прерывания энергоснабжения. 

В случае прерывания работы Благовещенской ТЭЦ, ущерб для потребите-

лей будет определяться их специфическими потребностями в энергии и мощно-

сти, а также временем и продолжительностью сбоя. 

Понимание структуры потребления электрической энергии и мощности в 

Амурской области позволяет более точно определить потенциальный ущерб от 

прерывания выдачи мощности и разработать стратегии по его минимизации. 

В соответствии с обосновывающими материалами «Схема и программа 

развития электроэнергетических систем России на 2023-2028 годы» Филиала 

«СО ЕЭС» – Амурское РДУ, был проведен анализ данных о реальном состоянии 

энергетики в энергосистеме Амурской области за 2017-2021 годы. Также был 

изучен прогноз электропотребления и ожидаемый максимум мощности потреб-

ления в энергосистеме Амурской области на каждый год в период 2023-2028 го-

дов [26]. 

В период с 2017 по 2021 годы потребление электроэнергии в энергосистеме 

Амурской области увеличилось на 1232 млн кВт·ч, достигнув 9602 млн кВт·ч в 

2021 году. Это соответствует среднегодовому росту на 2,78%. Максимальный 

годовой рост составил 5,14% в 2021 году, а наибольшее снижение – 0,76% в 2017 

году [26]. 
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С 2017 г. по 2021 г. максимальное потребление мощности энергосистемы 

Амурской области возросло на 256 МВт, достигнув 1653 МВт, что соответствует 

среднегодовому росту на 3,42%. В 2021 году наибольший годовой рост мощно-

сти составил 12,43%, что связано с увеличением потребления мощности в про-

мышленности и низкими температурами наружного воздуха в период макси-

мального потребления мощности; наибольшее снижение мощности зафиксиро-

вано в 2017 году и составило 1,43% [26]. 

Динамика изменения потребления электроэнергии и мощности в энергоси-

стеме Амурской области в ретроспективном периоде обусловлена следующими 

факторами [26]: 

 введением и последующим смягчением карантинных мер в 2020 и 2021 

годах; 

 увеличением объемов перекачки нефти через трубопроводную систему 

ВСТО-2 ООО «Транснефть-Дальний Восток»; 

 ростом потребления электроэнергии объектами железнодорожного 

транспорта; 

 увеличением потребления электроэнергии золотодобывающими компа-

ниями; 

 значительным различием среднесуточных температур наружного воз-

духа в дни прохождения годовых максимумов потребления мощности. 

Показатели энергосистемы Амурской области в период с 2017 по 2021 

годы представлены в таблице 7. Потребление электрической энергии и мощно-

сти энергосистемы Амурской области и годовые темпы прироста за период 

2017–2021 годов изображены на рисунках 3 и 4. 

Таблица 7 – Показатели энергосистемы Амурской области в период с 2017 по 

2021 годы 

Показатель 2017 2018 2019 2020 2021 

1 2 3 4 5 6 

Потребление электроэнергии, млн кВт·ч 8306 8430 8863 9124 9602 

Годовой темп прироста, % -0,76 1,49 5,14 2,94 5,24 

Максимум потребления мощности, МВт 1377 1391 1467 1470 1653 
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Продолжение таблицы 7 
Годовой темп прироста, % -1,43 1,02 5,46 0,20 12,43 

Число часов использования максимума 

потребления мощности 
6032 6060 6042 6207 5810 

Дата и время прохождения максимума 

потребления мощности, дд.мм/чч:мм 

24.12 

04:00 

18.12 

04:00 

27.12 

12:00 

22.01 

04:00 

23.12 

11:00 

Среднесуточная ТНВ, °С -26,0 -25,5 -30,7 -23,9 -30,6 

 

Рисунок 3 – Потребление электрической энергии энергосистемы Амурской 

области и  годовые темпы прироста за период 2017–2021 годов 

 

 

Рисунок 4 – Максимум потребления мощности энергосистемы Амурской 

области и годовые темпы прироста за период 2017–2021 годов 
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На основании данных, представленных выше, был выполнен прогноз по-

требления электрической энергии энергосистемы Амурской  области на период 

2023–2028 годов (см. таблицу 8). 

Таблица 8 – Прогнозные показатели энергосистемы Амурской области в период 

с 2023 по 2028 годы 

Наименование показателя 2023 г. 2024 г. 2025 г. 2026 г. 2027 г. 2028 г. 

1 2 3 4 5 6 7 

Потребление электрической 

энергии, млн кВт·ч 
11021 13111 14248 15403 15416 15481 

Абсолютный прирост 

потребления электрической 

энергии, млн кВт·ч 

- 2090 1137 1155 13 65 

Годовой темп прироста, % - 18,96 8,67 8,11 0,08 0,42 

Максимум потребления 

 мощности, МВт 
1854 2223 2481 2476 2478 2482 

Абсолютный прирост 

максимума потребления   

мощности, МВт 

- 369 258 -5 2 4 

Годовой темп прироста, % - 19,90 11,61 -0,20 0,08 0,16 

Число часов использования 

максимума потребления 

мощности 

5944 5898 5743 6221 6221 6237 

 

Прогнозируемый уровень потребления электроэнергии в энергосистеме 

Амурской области составит 15 481 млн кВт·ч, с среднегодовым темпом роста 

7,06%. Максимальный годовой прирост потребления электрической энергии 

ожидается в 2024 году – 2 090 млн кВт·ч или 18,96%, в то время как минималь-

ный прирост прогнозируется в 2027 году – 13 млн кВт·ч или 0,08% [26]. 

Изменение динамики потребления электрической энергии в энергосистеме 

Амурской области показано на рисунке 5. 

Основные факторы, влияющие на прогнозную динамику изменения по-

требления электроэнергии в энергосистеме Амурской области, включают [26]: 

 запуск Амурского газохимического комплекса и Амурского газоперера-

батывающего завода; 

 рост потребления электроэнергии объектами железнодорожного транс-

порта; 
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 комплексное развитие социальной инфраструктуры; 

 увеличение объемов перекачки нефти через трубопроводные системы 

ВСТО-1 и ВСТО-2 «Транснефть-Восток». 

  

Рисунок 5 – Прогноз потребления электрической энергии энергосистемы 

Амурской  области и годовые темпы прироста на период 2023–2028 годов 

К 2028 году прогнозируется максимальное потребление мощности в энер-

госистеме Амурской области на уровне 2482 МВт с среднегодовым темпом при-

роста 5,98% [26]. 

В 2024 году ожидается наибольший годовой прирост потребления мощно-

сти – 369 МВт или 19,90%, что связано с планируемым запуском проекта «Куз-

басс-порты Дальнего Востока» ОАО «РЖД» и вводом ООО «АГХК». В 2026 

году прогнозируется наименьший прирост – минус 5 МВт или минус 0,20% [26]. 

В прогнозный период режим электропотребления энергосистемы сохранит 

разуплотненный характер, аналогичный отчетному периоду – 2021 г. К 2028 году 

число часов использования максимума прогнозируется на уровне 6237 час/год 

[26]. 
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Изменение динамики максимального потребления мощности и годовые 

темпы прироста в энергосистеме Амурской области изображены на рисунке 6. 

 

Рисунок 6 – Прогноз максимума потребления мощности энергосистемы 

Амурской          области и годовые темпы прироста на период 2023–2028 годов 

1.4 Выводы 

В данном разделе мы рассмотрели географическую и климатическую ха-

рактеристики района исследования, провели структурный анализ Благовещен-

ской ТЭЦ, проанализировали энергосистему, структуру потребления электриче-

ской энергии и мощности в Амурской области.  

Понимание потребления электрической энергии и мощности является клю-

чевым элементом в разработке энергетических стратегий, позволяющих снизить 

ущерб и повысить надежность системы. Это также поможет в реализации устой-

чивого развития, энергосбережении и оптимизации ресурсов. 
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2 АНАЛИЗ АВАРИЙНОСТИ ЭЛЕКТРОЭНЕРГЕТИЧЕСКОЙ СИСТЕМЫ 

Благовещенская ТЭЦ входит в состав АО «ДГК», которая, в свою очередь, 

входит в состав Группы РусГидро. Поэтому для более подробной проработки, 

рассмотрим аварийность тепловой генерации дальневосточного федерального 

округа (ДФО). Так как ошибки и аварии могут быть какие угодно, поэтому необ-

ходимо рассмотреть другие электростанции. 

В данном разделе проанализируем аварийности в электроэнергетической 

системе. Анализ позволяет: 

 Определить причины аварий: при анализе аварий и сбоев важно понять, 

что именно пошло не так. Это может быть техническая неисправность, влияние 

человеческого фактора, стихийное бедствие и т.д. Разбор конкретных ситуаций 

помогает выявить корни проблем. 

 Предотвратить будущие аварии: на основании анализа аварийности 

можно предпринять меры, направленные на предотвращение подобных инци-

дентов в будущем. Это могут быть технические улучшения, обновление проце-

дур безопасности, обучение персонала и т.д. 

 Оптимизировать эксплуатацию и обслуживание: анализ аварийности 

может указать на необходимость изменения режима работы оборудования или 

улучшения процедур технического обслуживания и ремонта. 

 Улучшить планирование и распределение ресурсов: анализ аварийности 

может помочь в планировании и распределении ресурсов. Например, если анализ 

показывает, что аварии часто происходят из-за отказа определенного типа обо-

рудования, то компания может решить увеличить запасы такого оборудования. 

 Снизить экономические потери: аварии могут привести к значительным 

экономическим потерям из-за простоя оборудования, затрат на восстановитель-

ные работы, убытков от недоотпуска электроэнергии и т.д. Предупреждение ава-

рий помогает снизить такие потери. 

 Повысить безопасность: понимание и устранение причин аварийности 

позволяет сделать систему безопаснее для работников и окружающей среды. 
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Несомненно, анализ аварийности является ключевым инструментом 

управления надёжностью и безопасностью электроэнергетической системы. 

Анализ аварийности тепловой генерации проведём согласно ежегодному 

анализу аварийности на энергетических объектах Группы РусГидро, по итогам 

работы за 2022 год [11]. 

На рисунке 7 представлено распределение общей аварийности по объектам 

тепловой генерации в ДФО. 

 

Рисунок 7 – Распределение общей аварийности по объектам тепловой 

генерации в ДФО 

Наблюдается рост аварийности по объектам тепловой генерации за исклю-

чением ПАО «Камчатскэнерго» и ПАО «Передвижная энергетика» [11].  

Наиболее значительный рост аварийности произошел в работе ТЭС АО 

«ДГК» – 71 авария. Основной причиной роста аварийности ТЭС АО «ДГК» яв-

ляется высокий физический износ оборудования на фоне увеличения загрузки 

электростанций вследствие ежегодного роста электропотребления на террито-

рии ДФО, увеличение экспорта в КНР в 2022 году [11].  
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В целях повышения надежности и уменьшения аварийности ТЭС АО 

«ДГК» ПАО «РусГидро» совместно с АО «ДГК» разработана и утверждена 

Правлением Общества 09.12.2022 Программа повышения надёжности ТЭС АО 

«ДГК» со сроком реализации 2022-2029 гг..  

Мероприятия Программы направлены на повышения технического состо-

яния электростанций до уровня, отвечающего складывающемуся режиму работы 

с высокой электрической и тепловой загрузкой оборудования [11]. 

Кроме того, Обществом утвержден План мероприятий по обеспечению 

надежного прохождения отопительного сезона 2022/2023 года тепловыми элек-

тростанциями АО «ДГК», предусматривающий выполнение мероприятий орга-

низационного (оперативного) и технического характера для надежного прохож-

дения осенне-зимнего периода максимума нагрузок [11].   

Распределение аварийности с декомпозицией групп организационных при-

чин аварий на ТЭС и ЭСХ 110 кВ и выше приведено в таблице 9.  

Таблица 9 – Распределение аварийности с декомпозицией групп организацион-

ных причин аварий на ТЭС и ЭСХ 110 кВ и выше  

Организационная причина 2021, % 2022, % 

1 2 3 

Группа «Недостатки эксплуатации» 29,2 35,2 

Ошибочные или неправильные действия оперативного и (или) 

диспетчерского персонала 
0,4 1,1 

Ошибочные или неправильные действия (или бездействие) пер-

сонала служб (подразделений) организации 
0 0,1 

Ошибочные или неправильные действия собственного ремонт-

ного или наладочного персонала организации 
0,1 0,1 

Ошибочные или неправильные действия (или бездействие) руко-

водящего персонала 
0 0,1 

Неудовлетворительное качество производственных или долж-

ностных инструкций, других локальных актов документов орга-

низации 

0,5 0,9 

Несоблюдение сроков ТО и ремонта оборудования, устройств 1,9 2,6 

Несоблюдение объемов ТО и ремонта оборудования, устройств 1,1 1,4 

Несвоевременное выявление и устранение дефектов 10,8 8,9 

Прочие нарушения (в т.ч. физический износ) 14,4 20,1 

Невыявленные причины 1,6 2,4 

Группа «Внешние воздействия» 43,8 36,9 

Недостатки проекта 1,9 2,0 
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Продолжение таблицы 9 

1 2 3 

Недостатки конструкции 5,4 4,9 

Дефекты изготовления 4,0 3,1 

Дефекты монтажа 3,9 3,2 

Ошибочные или неправильные действия привлеченного персо-

нала, выполняющего работу по договору 
0,5 0,8 

Производство несанкционированных строительных и погру-

зочно-разгрузочных работ в охранных зонах объектов электросе-

тевого хозяйства 

1,3 1,7 

Проезд крупногабаритной техники 1,8 1,5 

Несанкционированная рубка лесных насаждений 0,7 0,4 

Наброс посторонних предметов на ВЛ 0,8 1,2 

Прочие воздействия 2,9 1,2 

Отключение (повреждение) оборудования в смежной электриче-

ской сети 
1,0 0,5 

Отключение (повреждение) оборудования на объекте генерации 0,2 0,2 

Отключение (повреждение) оборудования потребителей элек-

трической энергии 
1,1 0,4 

Воздействие животных и птиц 18,3 15,7 

Группа «Природные воздействия» 25,4 25,5 

Превышение параметров воздействия стихийных явлений отно-

сительно условий проекта 
0,4 1,1 

Гололедно-изморозевые отложения 2,1 1,4 

Ветровые нагрузки 4,7 5,9 

Атмосферные перенапряжения (гроза) 11,2 12,0 

Природные пожары 2,6 1,5 

Прочие воздействия неблагоприятных природных явлений 4,3 4,0 

 

Общий рост аварийности в АО «ДГК» за 2022 год в сравнении с 2021 годом 

составил 36,6 % (243 аварии против 172 аварий) [11]. 

Распределение аварий по ТЭС АО «ДГК» представлено в таблице 10. 

Таблица 10 – Распределение аварий по ТЭС АО «ДГК» 

№ 

п/п 
Наименование ТЭС 

Количество 

аварий 2021 

Количество 

аварий 2022 

Рост/Снижение 

(разница) 

1 2 3 4 5 

1 Хабаровская ТЭЦ-1 15 47 +32 

2 Хабаровская ТЭЦ-3 25 50 +25 

3 Артемовская ТЭЦ 12 23 +11 

4 Партизанская ГРЭС 11 22 +11 

5 Николаевская ТЭЦ 1 10 +9 

6 Комсомольская ТЭЦ-2 3 10 +7 

7 Благовещенская ТЭЦ 6 12 +6 

8 Владивостокская ТЭЦ-2 11 13 +2 

9 Биробиджанская ТЭЦ 0 0 0 
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Продолжение таблицы 10 

№ 

п/п 
Наименование ТЭС 

Количество 

аварий 2021 

Количество 

аварий 2022 

Рост/Снижение 

(разница) 

1 2 3 4 5 

10 Комсомольская ТЭЦ-3 1 1 0 

11 Хабаровская ТЭЦ-2 0 0 0 

12 Чульманская ТЭЦ 7 7 0 

13 Комсомольская ТЭЦ-1 5 2 -3 

14 Майская ГРЭС 3 0 -3 

15 Райчихинская ГРЭС 5 2 -3 

16 Амурская ТЭЦ-1 9 5 -4 

17 Нерюнгринская ГРЭС 28 24 -4 

18 ТЭЦ в г. Советская Гавань 18 13 -5 

19 ТЭЦ Восточная 12 2 -10 

Итого по АО «ДГК» 172 243 +71 

 

Исходя из таблицы, можем заметить, что Благовещенская ТЭЦ находится 

на 7 месте по аварийности. В 2022 году прирост аварий составил 12, что на 6 

аварий больше предыдущего года [11]. 

Распределение аварийности на ТЭС АО «ДГК» по видам оборудования 

представлено на рисунке 8. 

 

Рисунок 8 – Распределение аварийности на ТЭС АО «ДГК» по видам 

оборудования 
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По итогу 2022 года по видам оборудования наблюдается рост по котель-

ному оборудованию, генераторам, вспомогательному тепломеханическому, а 

также электротехническому оборудованию [11].  

За 2022 год в АО «ДГК» резко относительно 2021 года выросло количество 

аварий по причине ошибочных действий персонала (8 аварий, в 2021 году - 1 

авария соответственно) [11]. 

Распределение аварийности по категориям представлено на рисунке 9.  

 

Рисунок 9 – Распределение аварийности по категориям 

Распределение аварийности по причине ошибочных действий персонала в 

АО «ДГК» за 10 лет представлено на рисунке 10. 

 

Рисунок 10 – Распределение аварийности по причине ошибочных действий 

персонала в АО «ДГК» за 10 лет 
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На рисунке 11 представлено распределение аварий по объектам АО «ДГК» 

за 10 лет.  

 

Рисунок 11 – Распределение аварий по объектам АО «ДГК» за 10 лет 

Из данного рисунка можно заметить, что наибольшее количество аварий 

по причине ошибочных действий персонала за 10 лет произошло в работе 

Благовещенской ТЭЦ, Нерюнгринской ГРЭС и Партизанская ГРЭС [11]. 

Вывод: Из представленного анализа аварийности можно увидеть, что за 

последние 10 лет на Благовещенской ТЭЦ было выявлено 6 аварий, вызванных 

ошибками персонала. Эти данные подчёркивают важность внедрения 

автоматизированных систем, таких как автоматизированные бланки 

переключений. 

Такие системы значительно снижают вероятность ошибочных действий 

персонала, благодаря чему возможно предотвращение подобных аварий в 

будущем. Автоматизация также обеспечивает более точное и своевременное 

выполнение операций, а также исключает возможность пропуска важных шагов 

или недостаточного контроля. 

С учётом прошлого опыта, автоматизированные бланки переключений 

становятся неотъемлемой частью работы Благовещенской ТЭЦ, направленной на 

повышение надёжности и безопасности её функционирования.  
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3 ПОВЫШЕНИЕ НАДЁЖНОСТИ ОРУ 110 КВ БТЭЦ 

В данном разделе рассмотрим пути повышения надежности, а именно про-

анализируем электрические аппараты, проведём оценку снижения влияния чело-

веческого фактора и выполним расчёт надёжности для двух предложенных ва-

риантов. 

3.1  Анализ надёжности первичного оборудования 

Устойчивость и надежность энергетических систем во многом определя-

ются качеством первичного оборудования. Благовещенская ТЭЦ, как важный 

узел энергосистемы, акцентирует внимание на поддержании работоспособности 

своего оборудования, и в частности, выключателей и разъединителей. Однако, 

по прошествии времени, многие из них стали устаревать и теперь требуют за-

мены. Процесс модернизации становится неотъемлемым аспектом обеспечения 

бесперебойной работы станции [17]. 

Для повышения надёжности Благовещенской ТЭЦ предлагается 2 вари-

анта: 

 замена коммутационных аппаратов с истёкшим сроком эксплуатации; 

 дооснащение коммутационных аппаратов шкафами управления и сбора 

данных. 

Проанализируем существующие выключатели и разъединители. 

Средний срок службы выключателей и разъединителей, в зависимости от 

условий эксплуатации, колеблется в пределах 25-30 лет. Исходя из этого, про-

анализируем состояние оборудования в каждой из ячеек, учитывая их год ввода. 

Текущий год – 2023. В таблицах 11, 12 представлены данные о выключателях и 

разъединителях, которые в настоящее время установлены на Благовещенской 

ТЭЦ. 
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Таблица 11 – Выключатели, установленные на Благовещенской ТЭЦ 

№ 

Яч. 
Тип выключателя 

Диспетчерское наиме-

нование 

Год 

ввода 

Возраст 

(лет) 

Состояние и предлагаемая 

замена 

1 2 3 4 5 6 

1 МКП-110М-1000/20Б В Благовещенская №2 1985 38 

Вышел срок эксплуатации, 

замена на ВГТ-110III-

40/2000 У1 или ВГТ-

110III-40/3150 У1 

2 МКП-110М-1000/20Б В РТСН 1980 43 

Вышел срок эксплуатации, 

замена на ВГТ-110III-

40/2000 У1 или ВГТ-

110III-40/3150 У1 

3 ВГТ-110IV-40/3150 ХЛ1 ШСВ 2020 3 Замена не требуется 

4 МКП-110М-1000/20Б В Благовещенская №1 1985 38 

Вышел срок эксплуатации, 

замена на ВГТ-110III-

40/2000 У1 или ВГТ-

110III-40/3150 У1 

5 МКП-110М-1000/20Б В Т-1 1982 41 

Вышел срок эксплуатации, 

замена на ВГТ-110III-

40/2000 У1 или ВГТ-

110III-40/3150 У1 

6 МКП-110М-1000/20Б В Центральная №1 1985 38 

Вышел срок эксплуатации, 

замена на ВГТ-110III-

40/2000 У1 или ВГТ-

110III-40/3150 У1 

7 МКП-110М-1000/20Б ОВ 1980 43 

Вышел срок эксплуатации, 

замена на ВГТ-110III-

40/2000 У1 или ВГТ-

110III-40/3150 У1 

8 МКП-110М-1000/20Б В Центральная №2 1985 38 

Вышел срок эксплуатации, 

замена на ВГТ-110III-

40/2000 У1 или ВГТ-

110III-40/3150 У1 

9 МКП-110М-1000/20Б В Т-2 1983 40 

Вышел срок эксплуатации, 

замена на ВГТ-110III-

40/2000 У1 или ВГТ-

110III-40/3150 У1 

10 ВМТ-110Б-25/1250 В Западная №1 1993 30 

Вышел срок эксплуатации, 

замена на ВГТ-110III-

40/2000 У1 или ВГТ-

110III-40/3150 У1 

11 МКП-110М-1000/20Б В Т-3 1985 38 

Вышел срок эксплуатации, 

замена на ВГТ-110III-

40/2000 У1 или ВГТ-

110III-40/3150 У1 

12 ВМТ-110Б-25/1250 В Западная №2 1993 30 

Вышел срок эксплуатации, 

замена на ВГТ-110III-

40/2000 У1 или ВГТ-

110III-40/3150 У1 

14 ВГТ-110 В Т-4 2016 7 Замена не требуется 
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Таблица 12 – Разъединители, установленные на Благовещенской ТЭЦ 

№ 

Яч. 
Тип разъединителя 

Диспетчерское 

наименование 

Год 

ввода 

Срок 

службы 

(лет) 

Состояние и предлагаемая  

замена 

1 2 3 4 5 6 

1 
РНДЗ-1б-110У-1000 

РНДЗ-2-110У-1000 
Благовещенская №2 1985 38 

Вышел срок эксплуатации, за-

мена на 

РГ.1б-110/1000 УХЛ1 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 

2 
РНДЗ-1б-110У-1000 

РНДЗ-2-110У-1000 
РТСН 1980 43 

Вышел срок эксплуатации, за-

мена на 

РГ.1б-110/1000 УХЛ1 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 

3 
РГ.1б-110/3150 УХЛ1 

РГ.2-110/3150 УХЛ1 
ШСВ 2020 3 Замена не требуется 

4 
РНДЗ-1б-110У-1000 

РНДЗ-2-110У-1000 
Благовещенская №1 1985 38 

Вышел срок эксплуатации, за-

мена на 

РГ.1б-110/1000 УХЛ1 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 

5 
РНДЗ-1б-110У-1000 

РНДЗ-2-110У-1000 
Т-1 1982 41 

Вышел срок эксплуатации, за-

мена на 

РГ.1б-110/1000 УХЛ1 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 

6 
РНДЗ-1б-110У-1000 

РНДЗ-2-110У-1000 
Центральная №1 1985 38 

Вышел срок эксплуатации, за-

мена на 

РГ.1б-110/1000 УХЛ1 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 

7 
РНДЗ-1б-110У-1000 

РНДЗ-2-110У-1000 
ОВ 1980 43 

Вышел срок эксплуатации, за-

мена на 

РГ.1б-110/1000 УХЛ1 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 

8 
РНДЗ-1б-110У-1000 

РНДЗ-2-110У-1000 
Центральная №2 1985 38 

Вышел срок эксплуатации, за-

мена на 

РГ.1б-110/1000 УХЛ1 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 

9 
РНДЗ-1б-110У-1000 

РНДЗ-2-110У-1000 
Т-2 1983 40 

Вышел срок эксплуатации, за-

мена на 

РГ.1б-110/1000 УХЛ1 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 

10 
РНДЗ-1б-110У-1000 

РНДЗ-2-110У-1000 
Западная №1 1993 30 

Вышел срок эксплуатации, за-

мена на 

РГ.1б-110/1000 УХЛ1 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 

11 
РНДЗ-1б-110У-1000 

РНДЗ-2-110У-1000 
Т-3 1985 38 

Вышел срок эксплуатации, за-

мена на 

РГ.1б-110/1000 УХЛ1 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 

12 
РНДЗ-1б-110У-1000 

РНДЗ-2-110У-1000 
Западная №2 1993 30 

Вышел срок эксплуатации, за-

мена на 

РГ.1б-110/1000 УХЛ1 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 

14 
РГ.1б-110/1000 УХЛ1 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 
Т-4 2016 7 Замена не требуется 

 

По полученным данным видно, что большинство выключателей и разъеди-

нителей уже прослужили свой нормативный срок и требуют замены. Замена 
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устаревшего оборудования на новые модели ВГТ-110III-40/2000 У1, ВГТ-110III-

40/3150 У1, РГ.1б-110/1000 УХЛ1 и РГ.2-110/1000 УХЛ1 позволит повысить 

надежность и продлить срок службы оборудования Благовещенской ТЭЦ [36, 

50]. 

3.2 Снижение влияния человеческого фактора 

Для снижения влияния человеческого фактора на Благовещенской ТЭЦ 

при переключениях оперативным персоналом можно принять следующие меры 

[40]: 

1) Обучение и подготовка персонала: оперативный персонал должен про-

ходить регулярное обучение и тренировки, направленные на овладение навы-

ками и знаниями, необходимыми для безопасного и эффективного выполнения 

переключений. Обучение должно включать различные сценарии и ситуации, 

чтобы оперативный персонал был готов к разным ситуациям и мог принимать 

правильные решения [40]. 

2) Автоматизация процессов: внедрение автоматического контроля и 

управления системами переключения может значительно снизить зависимость 

от оперативного персонала и исключить возможность ошибок влияния челове-

ческого фактора. Использование современных систем автоматизации, таких как 

системы SCADA (системы сбора, контроля и управления данных), может обес-

печить более точные и надежные переключения [40]. 

3) Разработка и соблюдение стандартных процедур: необходимо разрабо-

тать и утвердить стандартные процедуры переключений, которые будут исполь-

зоваться оперативным персоналом. Эти процедуры должны быть четкими, по-

нятными и согласованными с требованиями безопасности. При выполнении пе-

реключений оперативный персонал должен строго придерживаться указанных 

процедур [40]. 

4) Визуальные инструкции и подсказки: разработка и размещение визуаль-

ных инструкций и подсказок на панелях управления и оборудовании может по-

мочь оперативному персоналу выполнить переключения правильно. Это могут 
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быть наглядные схемы, диаграммы, цветовые метки и другие визуальные эле-

менты, которые помогут оперативному персоналу ориентироваться и совершать 

переключения более точно [40]. 

5) Регулярный аудит и обратная связь: проведение регулярных аудитов и 

обратной связи позволяет выявлять слабые места и проблемы в процессе выпол-

нения переключений [40].  

Внедрение этих мер позволит снизить влияние человеческого фактора при 

переключениях на Благовещенской ТЭЦ, повысить безопасность операций и 

обеспечить более надежную и эффективную работу системы. 

 Повышение надёжности путём применения дистанционного управ-

ления оборудованием 

Принципы переключений в электроустановках при осуществлении дистан-

ционного управления оборудованием РУ электростанций определяют порядок 

ДУ коммутационными аппаратами и заземляющими ножами [27]. 

Выполнять переключения посредством ДУ в каждый момент времени на 

одной станции может выполнять только оперативный персонал или диспетчер-

ский персонал одного ДЦ [27]. 

Выполнение переключений на одной электростанции осуществляется [27]: 

 оперативным персоналом или диспетчерским персоналом ДЦ приоритет 

выполнения которых определяет диспетчерский персонал.  

 из двух диспетчерских центров очередность выполнения которых опре-

деляет диспетчерский персонал вышестоящего ДЦ. 

 При возникновении (угрозе возникновения) повреждения ЛЭП, оборудо-

вания, а также при происшествиях или других обстоятельствах, представляющих 

опасность для жизни и здоровья людей, оперативный персонал имеет право вы-

полнять дистанционное управление всеми коммутационными аппаратами РУ 

для снятия напряжения с оборудования без диспетчерской команды или разре-

шения с последующим незамедлительным уведомлением о произведенных изме-

нениях и причинах, их вызвавших [27].  
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Оперативный персонал выполняет переключения [27]: 

 для которых не предусмотрена возможность ДУ, например, операции с 

разъединителями и заземляющими ножами, не оборудованными электродвига-

тельным приводом; 

 с коммутационными аппаратами и заземляющими ножами 35 кВ и ниже; 

 с коммутационными аппаратами в цепях собственных нужд. 

Рассмотрим пример реализации ДУ на Благовещенской ТЭЦ. 

Ключ выбора (далее – Ключ) режима управления присоединением должен 

иметь два положения: «местное» и «дистанционное» [25].  

При положении Ключа в положении «дистанционное» возможно выпол-

нять ДУ КА, ЗН присоединений из ДЦ или АРМ [25]. 

При положении Ключа в положении «местное» операции с КА и ЗН при-

соединений возможно только с панели оператора [25].  

В нормальном режиме работы Ключ должен находиться в положении «ди-

станционное». 

В АСУ ТП реализован Ключ, имеющий 4 положения [25]:  

1) «Освобождено» – ДУ коммутационными аппаратами, ЗН не осуществ-

ляется, возможен перевод Ключа ДУ (захват управления) в любое из положений, 

приведённых ниже;  

2) «ЭС» – ДУ коммутационными аппаратами и ЗН РУ ЭС осуществляется 

с АРМ ЭС;  

3) «ОДУ» – ДУ коммутационными аппаратами и ЗН РУ ЭС осуществляется 

из ОДУ;  

4) «РДУ» – ДУ коммутационными аппаратами и ЗН РУ ЭС осуществляется 

из РДУ.  

Нормально Ключ ДУ установлен в положение «Освобождено» (см. рису-

нок 12). 
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Рисунок 12 – Ключ ДУ в положении «Освобождено» 

В АСДУ ДЦ, АРМ ЭС осуществляется передача информации из АСУ ТП 

ЭС о текущем положении Ключа ДУ [25].  

При переводе Ключа ДУ в положение «ОДУ» (см. рисунок 13) сигнализа-

ция положения Ключа ДУ в АСДУ ДЦ, АРМ ЭС будет обозначена зеленым цве-

том. Возможность осуществления ДУ из РДУ, с АРМ ЭС будет заблокирована и 

обозначена красным цветом [25]. 

 

Рисунок 13 – Ключ ДУ в положении «ОДУ» 
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При переводе Ключа ДУ в положение «РДУ» (см. рисунок 14) сигнализа-

ция положения Ключа ДУ в АСДУ ДЦ, АРМ ЭС будет обозначена зеленым цве-

том. Возможность осуществления ДУ из ОДУ, с АРМ ЭС будет заблокирована и 

обозначена красным цветом [25]. 

 

Рисунок 14 – Ключ ДУ в положении «РДУ» 

При переводе Ключа ДУ в положение «ЭС» (см. рисунок 15) сигнализация 

положения Ключа ДУ в АСДУ ДЦ, АРМ ЭС будет обозначена зеленым цветом. 

Возможность осуществления ДУ персоналом ОДУ, РДУ будет заблокирована и 

обозначена красным цветом [25]. 

Рисунок 15 – Ключ ДУ в положении «ЭС» 



37 

 

Оперативному персоналу ЭС предоставляется приоритетное право прину-

дительного перевода Ключа ДУ в положение «ЭС» из положений «ОДУ», «РДУ» 

в случае возникновения нештатных ситуаций и иных случаях [25]. 

При отказе или неготовности аппаратно-технических средств для осу-

ществления ДУ, должны быть приняты меры для скорейшего устранения причин 

и восстановления возможности осуществления ДУ [25]. 

При отказе или неготовности аппаратно-технических средств для осу-

ществления ДУ из ДЦ, ДУ коммутационными аппаратами и заземляющими но-

жами осуществляется из АРМ ЭС по командам диспетчера ДЦ [25]. 

Оперативный персонал должен перевести Ключ ДУ в положение «ЭС» на 

период нахождения в РУ персонала (с целью производства переключений, 

осмотра РУ, производства работ и т.д.) для обеспечения безопасности персонала 

[25].  

В случае возникновения необходимости производства переключений в 

указанном РУ, оперативный персонал должен организовать удаление персонала 

из РУ, после чего перевести Ключ ДУ в положение «Освобождено» [25]. 

 Пример реализации автоматизированных программ переключений в 

REDKIT SCADA 

Автоматизация процессов и дистанционное управление оборудованием иг-

рают ключевую роль в современной энергетике. Одной из ведущих систем, пред-

лагающих такие возможности, является REDKIT SCADA. Эта система обеспечи-

вает эффективный контроль и управление различными энергетическими устрой-

ствами и процессами [35]. 

Одной из наиболее важных функций SCADA является возможность авто-

матизированных программ переключений. Автоматизированные программы пе-

реключений – это функция REDKIT SCADA, которая позволяет оперативному 

персоналу создавать и запускать предварительно сконфигурированные сценарии 

переключений. Это обеспечивает точность и последовательность действий, сни-

жает вероятность ошибок и увеличивает общую эффективность работы [35]. 
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Так, на Благовещенской ТЭЦ, оперативный персонал может заранее под-

готовить бланк переключений, отражающий все необходимые операции, и затем 

запустить его выполнение с помощью системы. Это особенно полезно при про-

ведении сложных операций или в условиях высокой нагрузки, когда требуется 

быстро и точно выполнить большое количество переключений [35]. 

REDKIT SCADA предоставляет возможность дистанционного управления 

различными устройствами на энергетическом объекте, включая разъединители, 

выключатели и заземляющие ножи. Это обеспечивает большую надежность и 

точность операций, уменьшает вероятность ошибок и повышает общую эффек-

тивность работы энергетических объектов [35]. 

Диспетчера могут получать информацию о состоянии этих устройств в ре-

альном времени и выполнить необходимые действия прямо с диспетчерского 

центра. Это не только сокращает время реакции на возникающие ситуации, но и 

обеспечивает большую безопасность, так как устраняет необходимость физиче-

ского присутствия оперативного персонала на месте [35]. 

Использование REDKIT SCADA на Благовещенской ТЭЦ демонстрирует 

эффективность автоматизированных бланков переключений и дистанционного 

управления в энергетике. Это не только упрощает работу оперативного персо-

нала и улучшает безопасность, но и способствует повышению надежности и эф-

фективности работы всего энергетического объекта [21]. 

Без работы оперативного персонала сложно представить функционирова-

ние электроустановок. Именно ОП отвечает за осмотры, оперативные переклю-

чения, подготовку рабочих мест, допуск и надзор за работниками, а также за вы-

полнение работ в рамках текущей эксплуатации. Хотя полное прекращение дея-

тельности ОП нереально, есть возможность значительно упростить и облегчить 

их работу [21]. 

Выполнение переключений в электроустановках обычно является одним 

из самых сложных, рискованных и трудоемких заданий для оперативного персо-
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нала. При этом основные риски связаны как с возможными ошибками сотрудни-

ков, так и с непосредственной близостью к потенциально неисправному обору-

дованию [21]. 

Очевидное решение для обеспечения безопасности ОП – это дистанцион-

ное управление переключениями, что позволяет оперативному персоналу нахо-

диться на безопасном расстоянии от электроустановок. Но существующие 

пульты дистанционного управления коммутационным оборудованием лишь ча-

стично решают проблему, так как по-прежнему присутствует влияние человече-

ского фактора, и время переключений остается долгим. Эти проблемы могут 

быть решены с помощью автоматизированных программ переключений [21]. 

АПП – это компьютерный алгоритм, определяющий последовательность 

действий при переключениях, который управляет оборудованием электростан-

ций на расстоянии. Этот алгоритм осуществляет переключения, отправляя ко-

манды в АСУ ТП электроустановки и контролирует корректность исполнения 

команд в автоматическом режиме [21]. 

Последовательность действий, подтверждение выполнения операций, 

включение и выключение первичного оборудования (выключатели, разъедини-

тели, заземляющие ножи) – все это теперь контролируется автоматикой [21]. 

Внедрение технологий автоматизированного дистанционного управления 

оборудованием приводит к множеству преимуществ [21]: 

 Уменьшение вероятности ошибок персонала при выполнении оператив-

ных переключений; 

 Сокращение времени выполнения оперативных переключений; 

 Уменьшение времени отклонения от планируемого графика работы 

электростанций; 

 Уменьшение продолжительности неоптимальных режимов работы энер-

госистемы до нескольких минут; 

 Снижение цен на электроэнергию при ее необоснованном увеличении; 
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 Возможность оптимизации схем оперативного обслуживания объектов 

энергосети; 

 Уменьшение времени на устранение аварий и продолжительности от-

ключения электроэнергии у потребителей. 

На рисунке 16 показано сравнение средней длительности переключений 

при использовании АПП, а также при производстве переключений ОП. 

 

Рисунок 16 – Сравнение длительности различных типов переключений 

Как мы можем заметить, переключения занимают лишь секунды, вместо 

минут или даже часов, как при традиционном методе переключения. Внедрение 

дистанционного управления позволит диспетчерским центрам управлять обору-

дованием распределительного устройства станции на значительном расстоянии, 

что положительно скажется на эффективности энергосистемы как при устране-

нии нарушений нормального режима, так и при выполнении запланированных 

переключений [21]. 

Без сомнения, Благовещенская ТЭЦ играет ключевую роль в электроэнер-

гетической системе Амурской области. Реализация автоматизированных про-

грамм переключений (АПП) будет безусловно способствовать повышению 

надежности всей энергосистемы региона [21]. 

Рассмотрим возможность и целесообразность внедрения, автоматизиро-

ванного ДУ на Благовещенской ТЭЦ [21].  

81 133 268 139

1200

3600

2400

5400

0

1000

2000

3000

4000

5000

Выключатели Автотрансформаторы Системы шин Кабельно-воздушные 

линии

Длительность переключений при использовании АПП, с

Длительность переключений при выполнении ОП, с



41 

 

Внедрение АПП рассмотрим в программном комплексе REDKIT SCADA. 

Этот комплекс включает в себя инструмент под названием «Автоматизирован-

ные бланки переключений», который позволяет создавать и использовать АПП. 

На рисунке 17 изображено главное меню с которого мы можем 

осуществлять навигацию по инструментам REDKIT SCADA.  

 

Рисунок 17 – Главное меню REDKIT SCADA 

Инструмент, который нам нужен, располагается в разделе «Бланки 

переключений». Навигация между бланками осуществляется через структуру 

объектов. Эта структура разбита на несколько уровней [21]: 

1) энергетический объект; 

2) классы напряжений; 

3) присоединения выбранного класса напряжения; 

4) оборудование выбранного присоединения, например, выключатель, 

разъединитель, заземляющий нож и т.п.; 

5) бланки переключений для выбранного устройства. 

Автоматизированные бланки переключений поддерживают механизм 

подписи и согласования. Ведется логирование разработки, изменения, 

согласования и подписания бланка. После подписания бланка возможность его 

изменения ограничивается [21]. 

Для создания нового АБП нажимаем правой кнопкой мыши на выбранном 

оборудовании, а затем выбираем «Создать новый бланк». В открывшемся бланке 

нажимаем правой кнопкой мыши и выбираем «Редактировать» [21]. 

 В рабочей области появится конструктор бланка (см. рисунок 18). 
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Рисунок 18 – Конструктор АБП 

Конструктор представляет собой следующие заголовки: «Энергообъект», 

«Цель переключений», «Изменён», «Подписан», «Согласован». В пунктах 3-5 

находятся сведения о том, кто и когда провел это действие. В графе «Цель 

переключений» мы можем выбрать одно из предложенных действий: «Вывод в 

ремонт», «Ввод в работу», «Включение», «Отключение», «Изменение режима 

работы», «Заземление», «Снятие заземления», «Опробование напряжением», 

«Перевод присоединений», «Плавка гололёда» [21]. 

Далее идет таблица «Условия применения бланка», в которой перечислены 

критерии для проверки соответствия схемы выбранному бланку. Это начальная 

проверка, которая осуществляется перед каждым выполнением бланка [21]. 

В таблице «Условия выполнения переключений» приведены параметры 

оборудования, которые следует контролировать во время выполнения 

переключений по бланку, такие как положение коммутационного аппарата, 

напряжение, ток, мощность и др. Если какой-то из параметров выходит за 

установленные границы, выполнение бланка приостанавливается [21]. 

В таблице «Последовательность основных операций бланка 

переключений» указаны все необходимые действия, которые следует выполнить 
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в процессе переключений, такие как «Проверить», «Включить», «Отключить», 

«Изменить уставку», «Установить плакат», «Снять плакат», «Произвольная» 

(например, позвонить диспетчеру/объявить по громкой связи) [21].  

После каждого управляющего действия автоматически производится 

проверка, например, после команды «Включить выключатель В Т-4» следует 

проверка «Проверить положение выключателя В Т-4». Для каждой операции 

можно установить время ожидания или задержку подтверждения операции [21]. 

После подписания бланка доступны функции «Начальные проверки» и 

«Запуск переключений», но редактировать его нельзя [21]. 

Рассмотрим пример работы бланка переключений по вводу в работу Т-4 

Благовещенской ТЭЦ для участка схемы, представленного на рисунке 19.  

Сначала нажмем кнопку «Начальные проверки», в результате которой 

будут проверены следующие условия, необходимые для запуска бланка. 

Проверить положение [21]: 

1) В Т-4 «Отключен»; 

2) ШР 1 Т-4 «Отключен»; 

3) ШР 2 Т-4 «Отключен»; 

4) ЛР Т-4 «Отключен»; 

5) ОР Т-4 «Отключен»; 

6) ЗН 1 Т-4 «Включен»; 

7) ЗН 2 Т-4 «Включен»; 

8) ЗН 3 Т-4 «Включен»; 

9) ЗН Т-4 «Включен»; 

10) ЗНО Т-4 «Включен». 

После успешной проверки в журнале появится сообщение: «Условия 

применения бланка «Ввод в работу Т-4» разрешают выполнение переключений». 

Теперь можно перейти к переключениям. Можно выполнять их в 

пошаговом режиме (ставим галочку в пункте «Пошаговый режим», где каждое 

действие автоматики подтверждает оператор), или в автоматическом режиме. 
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Нажав на кнопку «Запуск переключений», автоматика будет выполнять действия 

в указанном порядке [21]: 

1) «Позвонить диспетчеру, запросить разрешение на переключения» 

(выполняет оперативный персонал) и подтвердить в окне нажатием кнопки 

«Продолжить»; 

2) Снять плакат «ЗАЗЕМЛЕНО» с ЛР Т-4; 

3) Снять плакат «ЗАЗЕМЛЕНО» с ОР Т-4; 

4) Отключить ЗН Т-4;  

5) Проверить положение ЗН Т-4 «Отключен»; 

6) Отключить ЗНО Т-4; 

7)  Проверить положение ЗНО Т-4 «Отключен»; 

8) Отключить ЗН 3 Т-4;  

9) Проверить положение ЗН 3 Т-4 «Отключен»; 

10) Проверить положение В Т-4 «Отключен»; 

11) Снять плакат «ЗАЗЕМЛЕНО» с ШР 1 Т-4; 

12) Отключить ЗН 1 Т-4; 

13) Проверить положение ЗН 1 Т-4 «Отключен»; 

14) Снять плакат «ЗАЗЕМЛЕНО» с ШР 2 Т-4; 

15) Отключить ЗН 2 Т-4; 

16) Проверить положение ЗН 2 Т-4 «Отключен»; 

17) Снять плакат с ЛР Т-4 «НЕ ВКЛЮЧАТЬ РАБОТАЮТ ЛЮДИ»; 

18)  Включить ЛР Т-4;  

19) Проверить положение ЛР Т-4 «Включен»; 

20) Снять плакат с ШР Т-4 «НЕ ВКЛЮЧАТЬ РАБОТАЮТ ЛЮДИ»; 

21) Включить ШР 2 Т-4; 

22) Проверить положение ШР 2 Т-4 «Включен»; 

23) Снять плакат с В Т-4 «НЕ ВКЛЮЧАТЬ РАБОТАЮТ ЛЮДИ»; 

24)  Включить В Т-4; 

25) Проверить положение В Т-4 «Включен»; 

26) «Позвонить диспетчеру, сообщить о завершении переключений». 
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Рисунок 19 – Участок схемы ОРУ 110 кВ Благовещенской ТЭЦ 

После окончания процедуры будет подготовлен отчёт, где будут указаны 

данные о бланке переключений, об исполнителе переключений, а также дата и 

время начала и завершения, а также конечный результат этих операций. Весь 

процесс, включая время и результат каждой операции, будет задокументирован 

в отчёте [21]. 

3.3 Расчёт надёжности 

Надежность функционирования Благовещенской ТЭЦ является критиче-

ски важной для обеспечения надёжности и стабильности Амурской электроэнер-

гетической системы. Открытое распределительное устройство является ключе-

вым элементом необходимым для непрерывной генерации электрической энер-

гии. ОРУ отнюдь не является единственным важным элементом для надёжной 

работы БТЭЦ, но в рамках данной работы невозможно рассмотреть все важные 
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узлы функционирования ТЭЦ, поэтому внимание будет сконцентрировано 

именно на надёжности ОРУ [40]. Электрическая схема Благовещенской ТЭЦ 

представлена на первом листе графической части. Схема для расчёта надёжности 

представлена на рисунке 20. 

ВЛ 110 кВ БТЭЦ – 
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Рисунок 20 – Расчетная схема 

На открытом распределительном устройстве номинальным напряжением 

110 кВ Благовещенской ТЭЦ применяется схема с двумя рабочими и обходной 

системами шин с одним выключателем на цепь. В режиме нормальной эксплуа-

тации обе системы шин находятся в работе. К первой системе шин присоединяй 

3 отходящие линии и два энергоблока [3]:  

1) ВЛ 110 кВ Благовещенская ТЭЦ – Благовещенская № 1 с отпайкой на 

ПС Чигири; 

2) ВЛ 110 кВ Благовещенская ТЭЦ – Центральная № 1 с отпайками; 

3) ВЛ 110 кВ Благовещенская ТЭЦ-Западная № 1; 
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4) генератор № 1 с номинальной мощностью 60 МВт;  

5) генератор № 3 с номинальной мощностью 110 МВт.  

Ко второй секции шин присоединены аналогично 3 отходящие линии, ТСН 

и 2 энергоблока [3]: 

1) ВЛ 110 кВ Благовещенская ТЭЦ – Благовещенская № 2 с отпайкой на 

ПС Чигири; 

2) ВЛ 110 кВ Благовещенская ТЭЦ – Центральная № 2 с отпайками; 

3) ВЛ 110 кВ Благовещенска ТЭЦ-Западная № 2; 

4) РТСН номинальной мощностью 25 МВт;  

5) генератор № 2 с номинальной мощностью 110 МВт; 

6) генератор № 4 с номинальной мощностью 124 МВт.  

Каждое из присоединений может быть подключено к любой из систем шин 

с помощью разъединителей, но в нормальном режиме работы присоединения 

распределены по системам шин и не меняют своё положение. Для надёжного 

электроснабжения и перетоков активной мощности, шинносоединительный вы-

ключатель находится во включенном состоянии. При возникновении поврежде-

ния на одной из систем шин, ШСВ отключается, обеспечивая отделение непо-

вреждённого участка цепи от аварийного. При устойчивом повреждении одной 

из рабочих системам шин, все присоединения с помощью разъединителей могут 

быть переведены на обходную систему шин [32].  

 Так же обходная система шин может быть использована для планового, 

или аварийного ремонта одного из выключателей. В таком случае рабочий вы-

ключатель присоединения изолируется с помощью разъединителей, а присоеди-

нение переводится на обходную систему шин, в таком случае обходной выклю-

чатель «ОВ» заменяет собой выведенный выключатель [27]. 

Схема 13Н «Две рабочие и обходная системы шин» обеспечивает надёж-

ное и гибкое решение для задач выдачи генерируемой мощности Благовещен-

ской ТЭЦ. Но отнюдь не является идеальным решением и имеет следующие не-

достатки [32]: 
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 существенные затраты на установку большого количества разъедините-

лей, а также ОВ; 

 отказ одного из выключателей приведёт к полному отключению си-

стемы шин. Время восстановления будет равно времени оперативных переклю-

чений необходимых для отделения повреждённого выключателя; 

 высокая сложность оперативных переключений из-за большого числа 

разъединителей; 

 большие затраты времени на оперирование всеми необходимыми разъ-

единителями; 

 ошибочные действия персонала могут привести отключению обеих си-

стем шин; 

 при отказе одной из рабочих систем шин время на восстановление 

кратно возрастёт количеству присоединений отказавшей системы шин; 

 отказ ШСВ аналогичен КЗ на обоих системах шин. 

 Расчёт надёжности существующей схемы 

Давайте же оценим вероятность отказа систем шин Благовещенской ТЭЦ. 

Расчёт надёжности будет производится аналитическим методом. Суть метода за-

ключается в определении численных вероятностных значений надежности для 

расчета различных случаев функционирования схемы. Эти случаи включают 

полное отключение, частичное отключение и оценку возможных случаев недо-

отпуска электроэнергии [40]. 

Анализироваться будут следующие варианты отказа ОРУ: 

1) Отказ 1 системы шин; 

2) Отказ 2 системы шин; 

3) Отказ двух систем шин. 

Следующие случаи не были рассмотрены в рамках данной работы [9]: 
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 Отказ одного, или нескольких генераторов, или отказ, совпадающий с 

плановым ремонтом в любых комбинациях - определяются в основном надёжно-

стью генерирующего оборудования, что является отдельной обширной темой, 

которую невозможно рассмотреть в рамках настоящей работы. 

 Отказ станции по причине отказа трансформаторов собственных нужд, 

или их ячеек – является крайне маловероятным событием, т.к. потребует нерабо-

тоспособности одновременно четырёх элементов схемы.  

Вероятность отказа линии так же выходит за рамки ОРУ и определяется в 

первую очередь самой линией, а отказа выключателя   присоединения приведёт 

к отказу всей системы шин. Для вероятности отказа 1 системы шин была состав-

лена схема замещения, представленная на рисунке 21. 

 

Рисунок 21 – Схема замещения 1 СШ 

Для вероятности отказа 2 системы шин была составлена схема замещения, 

представленная на рисунке 22. 
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Рисунок 22 – Схема замещения 2 СШ 

Для вероятности отказа ШСВ, который приведёт к отключению обоих си-

стем шин была составлена схема замещения, представленная на рисунке 23. 

 

Рисунок 23 – Схема замещения для ШСВ 

Как уже было отмечено ранее для отказа одной из систем шин достаточно 

одного отказавшего выключателя присоединения. Повреждение выключателя 

можно разделить на три основных состояния [40]: 

 отказ выключателя в «статическом состоянии»; 

 отказ выключателя при автоматическом отключении из-за повреждён-

ного смежного элемента; 

 отказ выключателя при оперативных переключениях. 

Следовательно, параметр потока отказов можно определить следующей 

формулой [40]: 

в = в.ст + 𝑎в.авт𝑖 + 𝑎в.оп𝑁оп, (1) 

где в.ст – параметр потока отказов выключателя в статическом состоянии; 
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𝑎в.авт – относительная частота отказов при автоматических отключениях 

из-за повреждённого смежного элемента; 

𝑖 – параметр потока отказов смежного элемента; 

𝑎в.оп – относительная частота отказов при оперативных переключениях; 

𝑁оп – число оперативных переключений выключателей в год. 

Так же стоит учесть, линейные выключатели оснащены функцией АПВ, а 

это означает, что «неуспешные АПВ» необходимо учесть в нашей формуле опре-

деления параметра потока отказов выключателя при отключении из-за смежного 

элемента. Тогда формула примет вид [40]: 

авт = 𝑎в.авт ∑ (1 + 𝑎𝐾𝑎𝑖)𝑖
𝑛
𝑖 , (2) 

где 𝐾𝑎𝑖 – относительная частота неуспешных действий АПВ; 

а – показатель наличия АПВ, (0 – не оснащён, 1- оснащён); 

𝑖 – параметр потока отказов, присоединенного к выключателю i-го смеж-

ного элемента; 

𝑛 – количество присоединенных к выключателю смежных элементов. 

Вероятность отказа выключателя определяется выражением [40]: 

𝑞в = 𝑞в.ст + 𝑞в.оп + 𝑞в.авт, (3) 

где 𝑞в.ст – вероятность отказа выключателя в статическом состоянии; 

𝑞в.оп– вероятность отказа выключателя при оперативных переключениях; 

𝑞в.авт – вероятность отказа выключателя при автоматическом отключении 

поврежденных смежных элементов. 

Вероятность отказа выключателя в статическом состоянии определяется 

по формуле [40]: 

𝑞в.ст = ст𝑡В,  (4) 

где 𝑡В – время восстановления выключателя. 
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Вероятность отказа выключателя при автоматическом отключении повре-

жденных смежных элементов определим по формуле [40]: 

𝑞в.авт = 𝑎в.авт ∑ (1 + 𝑎𝐾𝑎𝑖)𝑖𝑡В𝑖

𝑛
𝑖 ,  (5) 

где 𝑡В𝑖
 – время восстановления i-го смежного элемента. 

Вероятность отказа выключателя при оперативных переключениях рассчи-

тывается с помощью следующей формулы [40]: 

𝑞в.оп = 𝑎в.оп𝑁оп𝑇оп,  (6) 

где 𝑇оп – время оперативных переключений. 

Одним из основных преимуществ нашей схемы является то, что для вос-

становления работоспособности схемы выдачи мощности нет необходимости до-

жидаться окончания ремонта повреждённого коммутационного аппарата. В 

нашем случае длительность простоя будет определяться временем необходимым 

для осуществления переключений необходимых для перевода присоединения, 

повреждённого выключателя, на обходную систему шин. Оценить продолжи-

тельность этих переключений можно по формуле [40]: 

𝑇пер = 𝑇о + 𝑛р𝑇р,  (7) 

где 𝑇о– время для определения характеры повреждения от 0,1 до 0,3 ч.; 

𝑛р – время для совершения одной операции с разъединителем, принима-

ется 0,1 ч; 

𝑇р – число операций с разъединителями, для отделения поврежденного 

участка и ввода присоединения в работу. 

Согласно [32] типовой бланк переключений для вывода в ремонт выклю-

чателя с переводом ВЛ на обходной выключатель содержит 8 операций с разъ-

единителем.  

Так же для реалистичной оценки надёжности схемы ОРУ Благовещенской 

ТЭЦ следует учесть уже ранее обозначенные слабые места, а именно высокую 
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сложность переключений. Как показывает практика эксплуатации РУ с шиноиз-

бирательными разъединителями далеко не редкость ошибки оперативного пер-

сонала приводящие к отключению обоих секций шин. К таким ошибка относятся 

неправильные действия, или их очерёдность при управлении разъединителями, 

заземляющими ножами, или устройствами РЗА [40]. Параметр потока отказов 

для такой ситуации определяется по формуле: 

(2сш) = 𝑘2сш ∑ 𝑖
𝑛
𝑖=1 , (8) 

где 𝑘2сш = 0,1 для ТЭС и 0,05 для подстанций и ГЭС; 

𝑛 – общее число цепей, присоединенных к секции сборных шин. 

Показатели надёжности необходимые для расчёта приведены в таблице 13. 

Таблица 13 – Параметры элементов схемы 

Тип Эл. , 
1

год
 𝑎оп 𝑎кз 𝑡В, ч пр 𝑡пр, ч 

1 2 3 4 5 6 7 8 

ВЛ 1 0,002 - - 20 0,200 45 

ОСШ 2 0,016 - - 5 0,860 8 

МКП-110М-1000/20Б 
3 

0,011 0,004 0,006 40 0,834 5 

РНДЗ 0,010 - - 11 0,166 8 

2 СШ 4 0,016 - - 5 0,016 4 

1 СШ 5 0,016 - - 5 0,016 4 

МКП-110М-1000/20Б 
6 

0,011 0,004 0,006 40 0,860 8 

РНДЗ 0,010 - - 11 0,834 5 

МКП-110М-1000/20Б 
7 

0,011 0,004 0,006 40 0,860 8 

РНДЗ 0,010 - - 11 0,834 5 

РТСН 25 МВА 8 0,014 - - 70 0,750 28 

ВЛ 9 0,002 - - 20 0,200 45 

МКП-110М-1000/20Б 
10 

0,011 0,004 0,006 40 0,860 8 

РНДЗ 0,010 - - 11 0,834 5 

МКП-110М-1000/20Б 
11 

0,011 0,004 0,006 40 0,860 8 

РНДЗ 0,010 - - 11 0,834 5 

Т1 12 0,014 - - 70 0,750 28 

ВЛ 13 0,001 - - 20 0,200 45 

МКП-110М-1000/20Б 
14 

0,011 0,004 0,006 40 0,860 8 

РНДЗ 0,010 - - 11 0,834 5 

МКП-110М-1000/20Б 
15 

0,011 0,004 0,006 40 0,860 8 

РНДЗ 0,010 - - 11 0,834 5 

ВЛ 16 0,001 - - 20 0,200 45 

МКП-110М-1000/20Б 
17 

0,011 0,004 0,006 40 0,860 8 

РНДЗ 0,010 - - 11 0,834 5 
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Продолжение таблицы 13 

Тип Эл. , 
1

год
 𝑎оп 𝑎кз 𝑡В, ч пр 𝑡пр, ч 

1 2 3 4 5 6 7 8 

МКП-110М-1000/20Б 
18 

0,011 0,004 0,006 40 0,860 8 

РНДЗ 0,010 - - 11 0,834 5 

Т2 19 0,075 - - 95 1,000 30 

ВЛ 20 4‧10-4 - - 20 0,200 45 

ВМТ-110Б-25/1250 
21 

0,003 0,004 0,006 20 0,860 8 

РНДЗ 0,010 - - 11 0,834 5 

МКП-110М-1000/20Б 
22 

0,011 0,004 0,006 40 0,860 8 

РНДЗ 0,010 - - 11 0,834 5 

Т3 23 0,075 - - 95 1,000 30 

ВЛ 24 4‧10-4 - - 20 0,200 45 

ВМТ-110Б-25/1250 
25 

0,003 0,004 0,006 20 0,860 8 

РНДЗ 0,010 - - 11 0,834 5 

ВГТ-110 
26 

0,002 0,004 0,006 40 0,860 8 

РНДЗ 0,010 - - 11 0,834 5 

Т4 27 0,075 - - 95 1,000 30 

 

Расчёты надёжности существующей схемы приведены в Приложении А, 

результаты расчётов сведены в таблицу 14. 

Таблица 14 – Результаты расчёта надёжности существующей схемы 

№ Яч. 
𝑞ст, 

1

год
 

𝑞авт,  
1

год
 

𝑞оп, 
1

год
 

ст, 
1

год
 

авт,  
1

год
 

оп,  
1

год
 

q, 
1

год
 

, 
1

год
 

𝑡В, 

ч 

𝑇пер, 

ч 

5 7,510-5 9,210-5 610-5 3,110-2 1,4 10-3 610-5 2,310-4 3,210-2 61,6 1,1 

9 7,510-5 9,710-5 610-5 3,110-2 1,9 10-3 610-5 2,310-4 3,310-2 61,8 1,1 

11 7,510-5 9,710-5 610-5 3,110-2 1,7 10-3 610-5 2,310-4 3,310-2 62,0 1,1 

14 3,210-5 6,510-5 610-5 3,110-2 1,7 10-3 610-5 1,610-4 2,510-2 55,6 1,1 

1 7,510-5 6,710-5 610-5 3,110-2 1,2 10-3 610-5 210-4 3,210-2 55,0 1,1 

4 7,510-5 6,710-5 610-5 3,110-2 1,1 10-3 610-5 210-4 3,210-2 55,2 1,1 

6 7,510-5 6,710-5 610-5 3,110-2 1,1 10-3 610-5 210-4 3,210-2 55,2 1,1 

8 7,510-5 6,710-5 610-5 3,110-2 1,2 10-3 610-5 210-4 3,210-2 55,0 1,1 

10 7,110-5 6,710-5 610-5 410-2 1 10-3 610-5 210-4 4,110-2 42,2 1,1 

12 7,110-5 6,710-5 610-5 410-2 1 10-3 610-5 210-4 4,110-2 42,1 1,1 

2 7,510-5 9,210-5 610-5 3,110-2 1,3 10-3 610-5 2,310-4 3,210-2 61,6 1,1 

3 3,210-5 710-5 610-5 2,310-2 2,4 10-3 610-5 1,610-4 2,510-2 55,7 1,1 

2 СШ - - - - - - 1,110-3 0,170 54,6 6,6 

1 СШ - - - - - - 1,210-3 0,187 54,6 5,5 

Обе СШ - - - - - - 1,310-6 3,510-4 27,3 - 

Ошибки 

ОП 

- - - - - - 
8,110-5 3,710-2 19,0 - 
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Расчёты подтверждают высокую надёжность схемы 13Н, время переклю-

чений на обходную систему шин значительно меньше времени восстановления 

отказавшего выключателя. 

Не удивительно, что расчёты подтвердили и обозначенные ранее недо-

статки схемы. Как видим из результатов расчётов отказ всей схемы произойдёт 

в 66,4% случаев из-за отказа ШСВ, 33,1% из-за ошибочных действий оператив-

ного персонала и только в 0,5% случаев это будет отказ обеих систем шин. Ста-

новится очевидным, что слабые места нашей схемы – это единственный не ре-

зервированный элемент ШСВ, а также люди совершающие ошибки. 

Расчёт первого варианта повышения надёжности 

Как мы уже выяснили ранее, отказы автоматических выключателей проис-

ходят в трёх состояниях [32]: 

1) «В статическом состоянии» – определяется показателем потока отказов 

выключателя и временем его восстановления; 

2) «Отказ выключателя при автоматическом отключении из-за повреждён-

ного смежного элемента» – определяется надёжностью смежных показателем 

потока отказов и временем восстановления смежных элементов, а также отка-

зами устройств РЗА; 

3) «Отказ выключателя при оперативных переключениях» – определяется 

числом и продолжительностью оперативных переключений. 

В первом случае повысить надёжность системы поможет улучшение пока-

зателей установленного выключателя путём замены устаревших коммутацион-

ных аппаратов [32]. 

Во втором случае необходима модернизация смежных элементов, что не 

лишено смысла, так как самый старый выключатель превосходит по возрасту ав-

тора данной диссертации практически в 2 раза, а именно выключатели МКП-

110М-1000. По большей части электротехническая база ОРУ представляет из 

себя «отслужившее своё» оборудование, выпуска 80-90 годов прошлого века 

[32].  
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В третьем же случае к увеличению показателей надёжности может приве-

сти, или сокращение оперативных переключений, или уменьшение их продол-

жительности. Уменьшить количество оперативных переключений не представ-

ляется возможным, так как оборудование необходимо выводить для текущего 

ремонта, если от них отказаться, то это попросту приведёт к снижению срока 

службы оборудования. А уменьшению времени переключений препятствует 

сложность схемы, большое число разъединителей оперировать которыми ОП 

физически не сможет быстрее [32].  

Львиную долю вероятности отказа всей схемы вызывает ШСВ, но в 2020 

году уже был установлен один из самых современных и надёжных типов выклю-

чателей. Спасти ситуацию может помочь установка в цепь ещё одного выключа-

теля последовательно с ШСВ. Однако схема 13Н и так является достаточно ре-

сурсоёмкой, и установка дополнительного выключателя будет достаточно доро-

гостоящим мероприятием. Что бы снизить, итак, немалую финансовую нагрузку 

логичным будет использовать в качестве дублирующего уже имеющий обходной 

выключатель. Для реализации данной схемы будет достаточно дооснастить при-

соединение ШСВ ещё одним разъединителем, подключенным к обходной си-

стеме шин. Тогда станет возможным использовать 2 последовательно включен-

ных выключателя, через обходную систему шин в период, когда отсутствуют 

плановые, или аварийные ремонты других выключателей. Недостатками такого 

решения станет усложнение и так не простой схемы ОРУ, что может привести к 

ошибкам ОП во время переключений [32]. 

Из ранее озвученных проблем делаем вывод о необходимости модерниза-

ции устаревшего силового оборудования и снижении влияния «человеческого 

фактора» в работе ОРУ, а также небольшом изменении схемы. Решение этих про-

блем сочетается идеально друг с другом, а именно внедрение дистанционного 

управления оборудованием с применением автоматизированных бланков пере-

ключений. Для внедрения ДУ необходимо, чтобы все коммутационные аппараты 

обладали возможность дистанционного управления посредствам АСУТП. 
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Управление коммутационными аппаратами посредствам АРМ уже практически 

является стандартом де-факто и не является чем-то экзотическим [32].  

То есть после модернизации первичного оборудования, установке допол-

нительного разъединителя остаётся лишь интегрировать в систему АСУТП но-

вые коммутационные аппараты, внедрить софт для АБП и составить сами бланки 

[32].  

Схемы замещения для вероятности отказа 1 и 2 системы шин аналогичны 

представленным на рисунках 21 и 22. Для варианта отказа обеих систем шин со-

ставлена схема замещения, представленная на рисунке 24. 

 

Рисунок 24 – Схема замещения для ШСВ после модернизации 

Результаты расчётов для схемы после модернизации приведены в таблице 

15. 

Таблица 15 – Надёжность варианта №1 

№ 

Ячейки 

𝑞ст, 
1

год
 

𝑞авт,  
1

год
 

𝑞оп, 
1

год
 

ст, 
1

год
 

авт,  
1

год
 

оп,  
1

год
 

q, 
1

год
 

, 
1

год
 

𝑡В, 

ч 

𝑇пер, 

ч 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 

5 3,210-5 9,110-5 2,410-5 2,3-10-2 1,1-10-3 2,3-10-5 1,5-10-4 2,4-10-2 53,4 0,436 

9 3,210-5 9,510-5 2,410-5 2,3-10-2 1,6-10-3 2,3-10-5 1,5-10-4 2,5-10-2 53,9 0,436 

11 3,210-5 9,510-5 2,410-5 2,3-10-2 1,4-10-3 2,3-10-5 1,5-10-4 2,4-10-2 54,1 0,436 

14 3,210-5 6,410-5 2,410-5 2,3-10-2 1,4-10-3 2,3-10-5 1,2-10-4 2,4-10-2 42,8 0,436 

1 3,210-5 6,610-5 2,410-5 2,3-10-2 9,8-10-4 2,3-10-5 1,2-10-4 2,4-10-2 44,4 0,436 

4 3,210-5 6,610-5 2,410-5 2,3-10-2 8,4-10-4 2,3-10-5 1,2-10-4 2,4-10-2 44,6 0,436 

6 3,210-5 6,610-5 2,410-5 2,3-10-2 8,3-10-4 2,3-10-5 1,2-10-4 2,4-10-2 44,6 0,436 

8 3,210-5 6,610-5 2,410-5 2,3-10-2 9,7-10-4 2,3-10-5 1,2-10-4 2,4-10-2 44,4 0,436 

10 3,210-5 6,610-5 2,410-5 2,3-10-2 8,3-10-4 2,3-10-5 1,2-10-4 2,4-10-2 44,6 0,436 

12 3,210-5 6,610-5 2,410-5 2,3-10-2 9,7-10-4 2,3-10-5 1,2-10-4 2,4-10-2 44,5 0,436 

2 3,210-5 9,110-5 2,410-5 2,3-10-2 1,1-10-3 2,3-10-5 1,5-10-4 2,4-10-2 53,4 0,436 

3 3,210-5 6,710-5 2,410-5 2,3-10-2 1,8-10-3 2,3-10-5 1,2-10-4 2,5-10-2 43,4 0,436 

2 СШ - - - - - - 6,6-10-4 0,12 48,3 2,620 

1 СШ - - - - - - 7,8-10-4 0,145 47,3 2,200 

Обе 

СШ 
- - - - - - 5,2-10-7 1,9-10-4 

23,9 
- 
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Из расчётов видим, что после модернизации каждое из присоединений с 

устаревшими выключателями повысило свою надёжность от 35 % до 40%. На 

надёжность уже ранее заменённых выключателей так же значительное влияние 

оказало повышение надёжности смежных элементов и уменьшение длительно-

сти переключений, 21,1% и 24,2% для «В Т-4» и «ШСВ» соответственно. В ком-

плексе все мероприятия дают значительное снижение вероятности отказа систем 

шин 35,9% для 1СШ и 37,7% для 2СШ. Что касается надёжности всего ОРУ, ве-

роятности полного отказа снизилась на 2 порядка, или на 99,4%. 

Исходя из всего вышеописанного, мы получили значительное повышение 

надёжности всей схемы. Однако замена большого количества устаревшего обо-

рудования потребует крупного капиталовложения, что не всегда представляется 

надёжным. 

 Расчёт второго варианта повышения надёжности 

Хоть установленное первичное оборудование на ОРУ значительно уста-

рело и срок эксплуатации уже давно вышел, но оно продолжает служить верой и 

правдой на нужды станции.  

Для уменьшения единовременных затрат можно установить дополнитель-

ный разъединитель и внедрить ДУ с применением АБП. Это позволит уменьшить 

капиталовложения в модернизацию станции и снизить вероятность отказа ОРУ, 

как минимум за счёт исключения ошибочных действий оперативного персонала. 

Но для внедрения данного варианта требуется интеграция сигналов поло-

жения коммутационных аппаратов в сеть АСУТП, а также реализация управле-

ния КА посредствам АСУТП. Для решения данной задачи нам потребуется уста-

новка следующего оборудования: 

 привод дистанционного управления для каждого из разъединителей; 

 шкаф сбора данных и управления КА для каждого присоединения. 

Результаты расчётов показателей надёжности для варианта №2 представ-

лены в таблице 16. 
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Таблица 16 – Надёжность варианта №2 

№ 

Ячейки 

𝑞ст, 
1

год
 

𝑞авт,  
1

год
 

𝑞оп, 
1

год
 

ст, 
1

год
 

авт,  
1

год
 

оп,  
1

год
 

q, 
1

год
 

, 
1

год
 

𝑡В, 

ч 

𝑇пер 

ч 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 

5 7,510-5 9,210-5 2,410-5 3,110-2 1,4 10-3 2,3-10-5 1,9-10-4 3,2-10-2 51,8 0,436 

9 7,510-5 9,710-5 2,410-5 3,110-2 1,9 10-3 2,3-10-5 2-10-4 3,3-10-2 52,2 0,436 

11 7,510-5 9,710-5 2,410-5 3,110-2 1,7 10-3 2,3-10-5 2-10-4 3,3-10-2 52,3 0,436 

14 3,210-5 6,510-5 2,410-5 3,110-2 1,7 10-3 2,3-10-5 1,2-10-4 2,5-10-2 42,7 0,436 

1 7,510-5 6,710-5 2,410-5 3,110-2 1,2 10-3 2,3-10-5 1,7-10-4 3,2-10-2 45,1 0,436 

4 7,510-5 6,710-5 2,410-5 3,110-2 1,1 10-3 2,3-10-5 1,7-10-4 3,2-10-2 45,3 0,436 

6 7,510-5 6,710-5 2,410-5 3,110-2 1,1 10-3 2,3-10-5 1,7-10-4 3,2-10-2 45,3 0,436 

8 7,510-5 6,710-5 2,410-5 3,110-2 1,2 10-3 2,3-10-5 1,7-10-4 3,2-10-2 45,1 0,436 

10 7,110-5 6,710-5 2,410-5 410-2 1 10-3 2,3-10-5 1,6-10-4 4,1-10-2 34,5 0,436 

12 7,510-5 6,710-5 2,410-5 3,1 10-2 1,2 10-3 2,3-10-5 1,7-10-4 3,2-10-2 45,2 0,436 

2 7,510-5 9,210-5 2,410-5 3,110-2 1,3 10-3 2,3-10-5 1,9-10-4 3,2-10-2 51,8 0,436 

3 3,210-5 710-5 2,410-5 2,310-2 2,4 10-3 2,3-10-5 1,3-10-4 2,5-10-2 43,2 0,436 

2 СШ - - - - - - 8,8-10-4 0,17 45,3 2,620 

1 СШ - - - - - - 1-10-3 0,19 47,2 2,200 

Обе СШ - - - - - - 8,9-10-7 3-10-4 
23,1 

 

 

Как видим эффективность данного метода ниже ранее предложенного ва-

рианта, так вероятность отказа присоединений уменьшится от 15,7% до 23,2%, 

что также является хорошим результатом. Вероятность отказа 1СШ снижается 

на 17,6%, 2СШ на 17,2%, а всей схемы так же на 2 порядка, на 99,2%. 

3.4 Расчёт ущерба 

Ущерб от отказа или нарушения электроснабжения – это комплексный по-

казатель надежности электроснабжения потребителей, и, следовательно, отно-

сятся к экономическим показателям [40]. 

Этот показатель отражает значение потребляемой электроэнергии, предо-

ставляемой на определённом уровне надёжности, и используется при расчёте 

штрафных санкций, пеней и убытков, связанных с нарушением контрактных обя-

зательств в результате прерывания электроснабжения [40]. 

При определении стратегий оперативного и технического обслуживания, 

учёт фактора надёжности проводится на основе количественной оценки ущерба. 

Основной ущерб – ущерб, связанный с прерываниями в подаче электро-

энергии при условии, что технологический процесс и оборудование остаются в 
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рабочем состоянии, а брак не производится, то есть ущерб У0 из-за невыполнения 

плана по производству продукции [40]. 

Ущерб внезапности – составляющая ущерба, которая представляет собой 

часть общих убытков и связана с возникновением неожиданных обстоятельств. 

Эти обстоятельства могут привести к нарушениям в технологическом процессе, 

браку или поломке оборудования. Этот вид убытков зависит от типа потреби-

теля, объема недоставленной энергии, степени ограничения и наличия у потре-

бителя различных видов резервов [40]. 

Удельный ущерб потребителя при отключении будет определяться по сле-

дующей формуле: 

у = у
0

⋅ 𝑃𝑛 ⋅ 𝑡огр + (у
0

+
у

вн

𝑡огр

) ⋅ 𝑃техн.бр ⋅ 𝑡огр, (9) 

где у0 – средняя величина удельного основного ущерба, у.е./кВт*ч; 

Pn – мощность нагрузки потребителя, кВт; 

tогр – продолжительность отключения электроснабжения, ч; 

увн – удельная величина ущерба внезапности при полном отключении, 

у.е./кВт [25]; 

Pтехн.бр – мощность технологической брони потребителя, кВт. 

Мощность технологической брони определяется: 

𝑃техн.бр = 𝑃𝑛 ⋅ 𝜎техн.бр, (10) 

где .техн бр  – доля нагрузки технологической брони. 

Величина полного ущерба при отключении электроснабжения за год: 

У = у ⋅ 𝑇ср ⋅ 𝑐, (11) 

где срТ  – среднее время отключения потребителя в год, ч; 

с – тариф на электроэнергию, равен 1,5 руб/кВт*ч.  
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Расчёты ущерба приведены в приложении А. Результаты расчётов сведены 

в таблицу 17. 

Таблица 17 – Ущерб от недоотпуска ЭЭ 

Наименование Изначально, руб 1 вариант, руб. 2 вариант, руб. 

1 СШ 3470382 2173967 2871553 

2 СШ 4657798 2985311 3839108 

СХ 2107168 12993 16352 

Суммарный годовой 

недоотпуск 
10235349 5172271 6727014 

 

Как видим, оба варианта дают дополнительную прибыль из-за снижения 

недоотпущенной электроэнергии в результате аварийных отключений. 

Снижение ущерба от недоотпуска электроэнергии можем наблюдать на рисунке 

25. 

 

 

Рисунок 25 – Снижение ущерба от недоотпуска электроэнергии 

 

3.5 Выводы 

В данном разделе были рассмотрены пути повышения надёжности функ-

ционирования ОРУ 110 кВ Благовещенской ТЭЦ, предложены варианты модер-

низации текущей схемы и произведены расчёты. Для повышения надёжности 
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функционирования были предложены два варианта модернизации ОРУ различа-

ющиеся как по надёжности, так и по капиталовложениям. Оба варианта являются 

привлекательными учитывая значительный эффект, который они принесут. 

Уменьшение вероятности отказа приведено в таблице 18. 

Таблица 18 – Уменьшение вероятности отказа в % 

№ Яч. 
Вариант №1 Вариант №2 

𝑞, % , % 𝑡В, % 𝑞, % , % 𝑡В, % 

5 35,6 25,7 13,3 16,0 0,1 15,9 

9 35,0 25,4 12,9 15,7 0,1 15,6 

11 35,0 25,5 12,8 15,7 0,1 15,6 

14 24,1 1,4 23,0 23,2 0,1 23,1 

1 39,9 25,7 19,2 18,0 0,1 17,9 

4 40,0 25,8 19,1 18,0 0,1 17,9 

6 40,0 25,8 19,1 18,0 0,1 17,9 

8 39,9 25,7 19,2 18,0 0,1 17,9 

10 38,6 41,9 -5,8 18,5 0,1 18,4 

12 38,6 41,8 -5,6 16,1 21,9 -7,4 

2 35,6 25,6 13,4 16,0 0,1 15,9 

3 24,2 2,6 22,2 22,5 0,1 22,4 

2 СШ 37,7 29,6 11,5 17,2 0,1 17,1 

1 СШ 35,9 25,9 13,5 17,6 4,7 13,5 

Обе СШ 60,1 54,4 12,5 31,7 19,4 15,3 

 

Был рассчитан недоотпуск электроэнергии в следствии отказов энергоси-

стемы. Первый вариант модернизации сократил величину недоотпуска практи-

чески в 2 раза на 49,5%, что дало прибыль более 5 миллионов рублей в год. Вто-

рой вариант модернизации также значительно сократил недоотпуск электроэнер-

гии на 34,4%, что в деньгах составляет более 3,5 миллионов рублей в год. 

Но также стоит учитывать, что, выбрав вариант №2 мы никуда не уйдём от 

необходимости замены устаревшего первичного оборудования, а лишь покупаем 

себе время для постепенной и планомерной замены оборудования по результа-

там технического аудита, или в ходе технического перевооружения и рекон-

струкции. Плюсом данного варианта является минимальная «переплата» из-за 

необходимости приобретения дополнительного оборудования, так модерниза-

ция АСУТП потребуется в любом случае, а приводы разъединителей без проблем 

могут быть использованы с разъединителями нового поколения. 
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4 РАСЧЕТ ТОКОВ КОРОТКОГО ЗАМЫКАНИЯ И ВЫБОР ЭЛЕКТРИ-

ЧЕСКИХ АППАРАТОВ 

В данном разделе проведём расчет токов короткого замыкания. Для ОРУ 

110 кВ выполним выбор и проверку выключателей, разъединителей, трансфор-

маторов тока, трансформаторов напряжения. 

4.1 Расчет токов короткого замыкания   

Расчет токов короткого замыкания в энергосистемах выполняется для 

определения потенциальных уровней тока, которые могут возникнуть при корот-

ком замыкании. Это важно для [37]: 

 проектирования и выбора оборудования: оборудование должно выдер-

живать потенциальные токи короткого замыкания; 

 определения параметров защиты: уставки срабатывания и чувствитель-

ность защит. 

Для расчета токов короткого замыкания необходимо [37]:  

 схема замещения: она представляет собой модель энергосистемы, в ко-

торой параметры элементов приводятся к одной выбранной ступени; 

 параметры системы: необходимо знать характеристики всех компонен-

тов системы, включая источники питания, трансформаторы, линии передачи и 

нагрузки. 

Для выбора оборудования обычно используется максимальный режим, ко-

гда все элементы системы находятся в работе и общее сопротивление системы 

минимально. В этом режиме возникают наибольшие токи короткого замыкания, 

и оборудование должно быть способно безопасно и эффективно справляться с 

такими условиями [37]. 

Сопротивление системы: 

𝑍экв =
𝑈ном

√3∙𝐼КЗ
;    (12) 

𝑍экв =
110

√3∙13,8
= 4,6 Ом.  
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На рисунке 26 представлена структурная схема Благовещенской ТЭЦ с 

указанием точек КЗ. 

1 СШ

2 СШ

ОСШ

ВЛ 110 кВ БТЭЦ – 

Благовещенская  2 с 

отпайкой на ПС Чигири

ВЛ 110 кВ БТЭЦ – 

Благовещенская  1с 

отпайками

ВЛ 110 кВ БТЭЦ – 

Центральная  1 с 

отпайками

ВЛ 110 кВ БТЭЦ – 

Центральная  2 с 

отпайками

ВЛ 110 кВ БТЭЦ – 

Западная  1

ВЛ 110 кВ БТЭЦ 

– Западная  2

РТСН
Т-1

80 МВА

Г-1

60 МВт

Т-2

125 МВА

Г-2

110 МВт

Т-3

125 МВА

Г-3

110 МВт

Т-4

160 МВА

Г-4

124 МВт

K1

K2

 

Рисунок 26 – Структурная схема Благовещенской ТЭЦ 

В приложении Б представлен расчет параметров воздушных линий и 

трансформаторов, который был выполнен в ПВК MathСad 15. 

Погонные параметры воздушных линий электропередачи возьмем из спра-

вочника [18] и представим их в виде таблицы 19. 

Таблица 19 – Погонные параметры воздушных линий 

Uном Марка провода r0, Ом/км x0, Ом/км 

1 2 3 4 

110 кВ 

АСО - 300 0,098 0,429 

АС - 185 0,162 0,413 

АСО - 240 0,118 0,405 

 

Параметры линий электропередачи представлены в таблице 20. 
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Таблица 20 – Параметры линий электропередачи 

Наименование линии 
UНОМ, 

кВ 

Сечение 

линии 

Длина 

линии, 

км 

R, 

Ом 

X, 

Ом 

1 2 3 4 5 6 

Благовещенская ТЭЦ – Благовещенская № 2  110 АСО - 300 9,17 0,89 3,93 

Благовещенская ТЭЦ – Благовещенская № 1  110 АСО - 300 9,17 0,89 3,93 

Благовещенская ТЭЦ – Центральная № 1 110 АС - 185 6,00 0,97 2,47 

Благовещенская ТЭЦ – Центральная № 2 110 АС - 185 6,00 0,97 2,47 

Благовещенска ТЭЦ-Западная № 1 
110 АСО - 240 2,00 0,23 0,81 

110 АС - 185 0,10 0,01 0,04 

Благовещенска ТЭЦ-Западная № 2 
110 АСО - 240 2,00 0,23 0,81 

110 АС - 185 0,10 0,01 0,04 

 

Справочные данные для расчета параметров трансформаторов возьмем из 

справочника [18] и представим их в виде таблиц 21, 22, 23. 

Таблица 21 – Справочные данные для трансформатора Т-1 

Марка трансформатора ТРДЦН – 80000/110 

Диспетчерское наименование Т-1 

S, МВА 80 

UВН, кВ 115 

UНН1, кВ 6,3 

UНН2, кВ 6,3 

Uк, % 10,5 

 

Таблица 22 – Справочные данные для трансформаторов Т-2, Т-3 

Марка трансформатора ТДЦ -125000/110 

Диспетчерское наименование Т-2, Т-3 

S, МВА 125 

UВН, кВ 121 

UНН, кВ 10,5 

Uк, % 10,5 

 

Таблица 23 – Справочные данные для трансформатора Т-4 

Марка трансформатора ТДЦ - 160000/110 

Диспетчерское наименование Т-4 

S, МВА 160 

UВН, кВ 121 

UНН, кВ 10,5 

Uк, % 11,5 
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Расчет параметров трансформаторов были проведены в ПВК MathСad 15 

сведем полученные значения в таблицу 24. 

Таблица 24 – Параметры трансформаторов Т-1, Т-2, Т-3, Т-4 

Марка трансформатора 
Диспетчерское  

наименование 
Uк, % Xт.В, Ом 

1 2 3 4 

ТРДЦН – 80000/110 Т-1 10,5 17,4 

ТДЦ -125000/110 Т-2 10,5 12,3 

ТДЦ -125000/110 Т-3 10,5 12,3 

ТДЦ - 160000/110 Т-4 11,5 13,5 

 

Расчет токов короткого замыкания был выполнен в ПВК АРМ СРЗА. Про-

токол с полученными токами в амперах и килоамперах представлен в приложе-

нии В. Результаты расчета токов КЗ приведены в таблице 25. 

Таблица 25 – Результаты расчета токов КЗ 

Точка короткого 

замыкания 
Режим Трехфазное КЗ Однофазное КЗ 

1 2 3 4 

K1 Максимальный I1=13815 A 3I0=17587 A 

K2 Максимальный I1=13815 A 3I0=17587 A 

K1 Минимальный I1=9531 A 3I0=12256 A 

K2 Минимальный I1=9531 A 3I0=12256 A 

 

4.2 Выбор и проверка оборудования на ОРУ 110 кВ 

 Выбор и проверка выключателей 

При выборе выключателей руководствуются следующими критериями: 

продолжительностью номинального тока (Imax ≤ Iном), номинальным напряже-

нием (Uуст ≤ Uном), а также проверяют на отключающую способность, термиче-

скую и динамическую устойчивость при воздействии токов КЗ [50]. 

Выключатели высокого напряжения должны удовлетворять следующим 

требованиям [50]: 

 способность надёжно отключать расчётные токи КЗ; 

 быстрота действия, то есть минимальное время отключения; 
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 пригодность для быстродействующего автоматического повторного 

включения, то есть способность к мгновенному включению после отключения; 

 возможность управления по фазам (по полюсам) для напряжения 110 кВ 

и выше;  

 простота осмотра и проверки контактов; 

 взрывобезопасность и пожаробезопасность; 

 удобство транспортировки и эксплуатации. 

В таблице 26 представлены привода выключателей, которые в настоящее 

время установлены на Благовещенской ТЭЦ. Года ввода такие же, как у выклю-

чателей (см. таблицу 11). 

Таблица 26 – Привода выключателей, установленные на Благовещенской ТЭЦ 

Номер ячейки Диспетчерское наименование Тип привода 

1 2 3 

1 В Благовещенская №2 ППрК-2400С 

2 В РТСН ШПЭ 

3 ШСВ ШПЭ 

4 В Благовещенская №1 ШПЭ 

5 В Т-1 ШПЭ 

6 В Центральная №1 ШПЭ 

7 ОВ ШПЭ 

8 В Центральная №2 ШПЭ 

9 В Т-2 ШПЭ 

10 В Западная №1 ППрК-1400 

11 В Т-3 ШПЭ 

12 В Западная №2 ППрК-1400 

14 В Т-4 ППрА-2000 

 

Для установки на ОРУ 110 кВ Благовещенской ТЭЦ выбираем элегазовый 

выключатель типа ВГТ-110 и проведем его проверку [50].  

Колонковый элегазовый выключатель типа ВГТ-110, на номинальное 

напряжение 110 кВ, выпускается российской компанией ЗАО «Энергомаш (г. 

Екатеринбург) – Уралэлектротяжмаш» [50]. 

Конструкция выключателя включает в себя три полюса (или колонны), рас-

положенные на общей раме, и управляемые одним пружинным приводом ППрМ 
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или пружинно-гидравлическим приводом ППрГ-2. Также возможна однополюс-

ная версия с управлением через привод ППрМ [50]. 

Преимущества [50]: 

 сохраняет электрическую прочность изоляции при напряжении 84 кВ 

даже при снижении избыточного давления газа внутри выключателя; 

 отключает емкостные токи без повторных пробоев, минимизируя пере-

напряжения; 

 обеспечивает низкий уровень шума при срабатывании, соответствуя 

экологическим стандартам; 

 создает низкие динамические нагрузки на опоры основания; 

 пружинный привод ППрМ проявил себя как надежное и безопасное ре-

шение, подтвержденное долгогодичным использованием в колонковых выклю-

чателях; 

 поддерживает автоматическое управление двумя ступенями обогрева 

(антиконденсатной и основной) в шкафу привода и контроль их функционирова-

ния; 

 компоненты для устройства приобретаются у проверенных производи-

телей на внутреннем и международном рынках; 

 блочно-модульная конструкция выключателя облегчает поставку изде-

лия в удобной упаковке с минимальным объемом и сокращает транспортные рас-

ходы, а также упрощает и ускоряет установку, ввод в эксплуатацию. 

Выбор выключателя производится по следующим основным параметрам: 

по напряжению установки: 

Uуст ≤ Uном,  

по максимальному рабочему току: 

Imax ≤ Iном.  

Максимальный рабочий ток: 



69 

 

𝐼𝑚𝑎𝑥 =
𝑆ном

√3∙110
.                                                                                                  (13) 

Проверку по термической устойчивости выключателя проводят по следу-

ющей формуле [18]: 

𝐵к = 𝐼КЗ
2 ⋅ (𝑡откл + Та + 𝛥𝑡),                                                                                      (14) 

где t откл – время отключения выключателя, принимаем tоткл=0,06 с; 

t  – ступень селективности; 

Та – постоянная времени затухания апериодической составляющей тока ко-

роткого замыкания. 

Также необходимо проверить возможность отключения выключателем 

апериодической составляющей тока КЗ. Для этого необходимо определить но-

минальное допустимое значение апериодической составляющей в отключаемом 

токе для времени  [18]. 

2
,

100

н откл
аном

I
i

 
                                                                                        (15) 

где н – номинальное значение относительного содержания апериодиче-

ской составляющей в отключаемом токе. 

На термическую стойкость выключатель проверяется по тепловому им-

пульсу тока КЗ [18]:  

𝐵к = 𝐼тер
2 ⋅ 𝑡тер.    (16) 

Расчетное значение апериодической составляющей в отключаемом токе 

для времени  [18]: 

𝑖А.𝜏 = √2 ⋅ 𝐼кз ⋅ е
−

𝜏

𝑇𝑎 , (17) 

где τ – кратчайшее время от начала КЗ до момента расхождения дугогаси-

тельных контактов, с. 
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Параметр τ рассчитывается по формуле [18]: 

.min ,з свt t     (18) 

где свt  – собственное время отключения выключателя, с; 

.minзt  – минимальное время действия РЗ, .min 0,01 .зt c  

Апериодический ток в момент времени t определяется по выражению [18]: 

𝑖А.𝜏 = √2 ⋅ 𝐼кз ⋅ е
−

𝜏

𝑇𝑎 .  (19) 

Ударный ток КЗ в цепи выключателя найдем по формуле [18]: 

2 ,уд кз удi I K    (20) 

удK  – ударный коэффициент, который можно посчитать по формуле [18]: 

𝐾уд = 1 + е
0,01

𝑇𝑎 . (21) 

Расчет параметров представлен в приложении Г. Каталожные данные вы-

ключателей представлены в таблице 27. Данные расчетов сведены в таблицы 28. 

Таблица 27 – Каталожные данные выключателей 

Тип выключателя 
UН,  

кВ 

IН,  

А 

iСКВ,  

кА 

ВКН, 

кА2с 

IВКЛ,  

кА 

IОТКЛ, 

кА 

iА.НОМ, 

кА 

1 2 3 4 5 6 7 8 

ВГТ-110III-40/2000 У1 110 2000 102 4800 40 40 18 

ВГТ-110III-40/3150 У1 110 3150 102 4800 40 40 18 

Таблица 28 – Расчётные данные выключателей 

Номер 

ячейки 

Диспетчерское 

наименование 

UН,  

кВ 

IРМАХ,  

А 

IУД,  

кА 

ВКР, 

кА2с 

IПО,  

кА 

IПО,  

кА 

iА.уд,  

кА 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 

1 В Благовещенская №2 110 690,0 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

2 В РТСН 110 105,1 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

3 ШСВ 110 1229,6 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

4 В Благовещенская №1 110 690,0 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

5 В Т-1 110 578,0 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

6 В Центральная №1 110 510,0 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

7 ОВ 110 1229,6 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

8 В Центральная №2 110 510,0 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 
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Продолжение таблицы 28 
Номер 

ячейки 

Диспетчерское 

наименование 

UН,  

кВ 

IРМАХ,  

А 

IУД,  

кА 

ВКР, 

кА2с 

IПО,  

кА 

IПО,  

кА 

iА.уд,  

кА 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 

9 В Т-2 110 651,6 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

10 В Западная №1 110 610,0 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

11 В Т-3 110 578,0 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

12 В Западная №2 110 610,0 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

14 В Т-4 110 651,6 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

 

В таблице 29 представлены выключатели до и после модернизации. 

Таблица 29 – Выбранные выключатели 

Номер 

ячейки 

Диспетчерское  

наименование 

Тип выключателя до за-

мены 

Тип выключателя после  

замены 

1 2 3 4 

1 В Благовещенская №2 МКП-110М-1000/20Б  ВГТ-110III-40/2000 У1  

2 В РТСН МКП-110М-1000/20Б  ВГТ-110III-40/2000 У1  

3 ШСВ ВГТ-110IV-40/3150 ХЛ1 Замена не требуется  

4 В Благовещенская №1 МКП-110М-1000/20Б ВГТ-110III-40/2000 У1  

5 В Т-1 МКП-110М-1000/20Б ВГТ-110III-40/2000 У1  

6 В Центральная №1 МКП-110М-1000/20Б ВГТ-110III-40/2000 У1  

7 ОВ МКП-110М-1000/20Б ВГТ-110III-40/2000 У1  

8 В Центральная №2 МКП-110М-1000/20Б  ВГТ-110III-40/2000 У1  

9 В Т-2 МКП-110М-1000/20Б  ВГТ-110III-40/2000 У1  

10 В Западная №1 ВМТ-110Б-25/1250 ВГТ-110III-40/2000 У1  

11 В Т-3 МКП-110М-1000/20Б ВГТ-110III-40/2000 У1  

12 В Западная №2 ВМТ-110Б-25/1250 ВГТ-110III-40/2000 У1  

14 В Т-4 ВГТ-110III-40/2000 У1  Замена не требуется 

 

Как видно из результатов выключатели марки ВГТ-110III-40/2000 У1 и 

ВГТ-110III-40/3150 У1 соответствуют всем условиям и могут быть приняты к 

установке. 

 Выбор и проверка разъединителей 

Разъединитель представляет собой коммутационный аппарат для напряже-

ния свыше 1 кВ. Его главная функция – создавать видимый разрыв и изолировать 

части системы, электроустановки, отдельные аппараты от смежных частей, нахо-

дящихся под напряжением, для безопасного ремонта [36]. 

Разъединители выбирают по конструктивному выполнению, роду уста-

новки и номинальным характеристикам: напряжению, длительному току, стой-

кости при токах КЗ [36]. 
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 Выбор разъединителей аналогичен выбору выключателей, но в нем отсут-

ствует проверка отключающей способности, так как они не предназначены для 

отключения цепей, находящихся под током [36]. 

На Благовещенской ТЭЦ для управления разъединителями используют 

ручные приводы. Типы разъединителей для каждого присоединения рассматри-

вались ранее и представлены в таблице 14.  

Выберем разъединители РГ.1б-110/1000 УХЛ1, РГ.1б-110/3150 УХЛ1, 

РГ.2-110/1000 УХЛ1, РГ.2-110/3150 УХЛ1 и проведем их проверку. Соответ-

ственно, с одним и с двумя заземляющими ножами [36].   

Горизонтально-поворотный разъединитель типа РГ, на номинальное 

напряжение 110 кВ, выпускается российской компанией ЗАО «ЗЭТО» (г. Вели-

кие Луки) – Завод электротехнического оборудования [36]. 

В таблице 30 представлены разъединители до и после модернизации. 

Таблица 30 – Выбранные разъединители 

Номер 

ячейки 

Диспетчерское  

наименование 

Тип разъединителей до за-

мены 

Тип разъединителей после за-

мены 

1 2 3 4 

1 В Благовещенская №2 
РНДЗ-1б-110У-1000 

РНДЗ-2-110У-1000 

РГ.1б-110/1000 УХЛ1 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 

2 В РТСН 
РНДЗ-1б-110У-1000 

РНДЗ-2-110У-1000 

РГ.1б-110/1000 УХЛ1 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 

3 ШСВ 
РГ.1б-110/3150 УХЛ1 

РГ.2-110/3150 УХЛ1 
Замена не требуется 

4 В Благовещенская №1 
РНДЗ-1б-110У-1000 

РНДЗ-2-110У-1000 

РГ.1б-110/1000 УХЛ1 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 

5 В Т-1 
РНДЗ-1б-110У-1000 

РНДЗ-2-110У-1000 

РГ.1б-110/1000 УХЛ1 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 

6 В Центральная №1 
РНДЗ-1б-110У-1000 

РНДЗ-2-110У-1000 

РГ.1б-110/1000 УХЛ1 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 

7 ОВ 
РНДЗ-1б-110У-1000 

РНДЗ-2-110У-1000 

РГ.1б-110/3150 УХЛ1 

РГ.2-110/3150 УХЛ1 

8 В Центральная №2 
РНДЗ-1б-110У-1000 

РНДЗ-2-110У-1000 

РГ.1б-110/1000 УХЛ1 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 

9 В Т-2 
РНДЗ-1б-110У-1000 

РНДЗ-2-110У-1000 

РГ.1б-110/1000 УХЛ1 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 

10 В Западная №1 
РНДЗ-1б-110У-1000 

РНДЗ-2-110У-1000 

РГ.1б-110/1000 УХЛ1 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 

11 В Т-3 
РНДЗ-1б-110У-1000 

РНДЗ-2-110У-1000 

РГ.1б-110/1000 УХЛ1 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 

12 В Западная №2 
РНДЗ-1б-110У-1000 

РНДЗ-2-110У-1000 

РГ.1б-110/1000 УХЛ1 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 

14 В Т-4 
РГ.1б-110/1000 УХЛ1 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 
Замена не требуется 
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Каталожные и расчётные данные разъединителей представлены, соответ-

ственно, в таблицах 31 и 32. 

Таблица 31 – Каталожные данные разъединителей 

Тип разъединителя UН, кВ IН, А iСКВ, кА Кол-во ЗН Тип ножей ВКН, кА2с 

1 2 3 4 5 6 7 

РГ.1б-110/1000 УХЛ1 110 1000 100 1 
Главные 4800 

Заземляющие 1600 

РГ.1б-110/3150 УХЛ1 110 3150 160 1 
Главные 4800 

Заземляющие 1600 

РГ.2-110/1000 УХЛ1 110 1000 100 2 
Главные 4800 

Заземляющие 1600 

РГ.2-110/3150 УХЛ1 110 3150 160 2 
Главные 4800 

Заземляющие 1600 

 

Таблица 32 – Расчётные данные разъединителей 

Номер 

ячейки 
Диспетчерское наименование 

UН,  

кВ 

IРМАХ, 

А 

IУД, 

кА 

ВКР, кА2с 

Главные ножи 

ВКР, кА2с 

Заземляющие ножи 

1 2 3 4 5 6 7 

1 В Благовещенская №2 110 690,0 46,6 396,1 396,1 

2 В РТСН 110 105,1 46,6 396,1 396,1 

3 ШСВ 110 1229,6 46,6 396,1 396,1 

4 В Благовещенская №1 110 690,0 46,6 396,1 396,1 

5 В Т-1 110 578,0 46,6 396,1 396,1 

6 В Центральная №1 110 510,0 46,6 396,1 396,1 

7 ОВ 110 1229,6 46,6 396,1 396,1 

8 В Центральная №2 110 510,0 46,6 396,1 396,1 

9 В Т-2 110 651,6 46,6 396,1 396,1 

10 В Западная №1 110 610,0 46,6 396,1 396,1 

11 В Т-3 110 578,0 46,6 396,1 396,1 

12 В Западная №2 110 610,0 46,6 396,1 396,1 

14 В Т-4 110 651,6 46,6 396,1 396,1 

 

Как видно из результатов разъединители РГ.1б-110/1000 УХЛ1, РГ.2-

110/1000 УХЛ1 и РГ.1б-110/3150 УХЛ1, РГ.2-110/3150 УХЛ1 соответствуют 

условиям выбора и могут быть приняты к установке. 

 Выбор и проверка трансформаторов тока 

Измерительные трансформаторы тока и напряжения имеют важную роль в 

системах электроснабжения. Они обеспечивают две основные функции [46]:  

1. Безопасность: Измерительные трансформаторы преобразуют высокое 

напряжение или высокий ток в сетях электроснабжения до более низких и без-
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опасных значений, которые можно обрабатывать стандартными измеритель-

ными устройствами. Так, сетевое напряжение или ток могут достигать десятков 

тысяч вольт или ампер, в то время как стандартные измерительные приборы 

обычно разработаны для работы с напряжениями и токами в районе 100-200 В 

или 1-5 А.  

2. Измерение и контроль: Измерительные трансформаторы позволяют 

точно измерять величины тока и напряжения в электрических сетях. Это инфор-

мация используется для контроля и регулирования работы электросетей, для об-

наружения и устранения неисправностей, для учета потребления электроэнергии 

и для обеспечения защиты от перегрузок и коротких замыканий. 

Трансформаторы тока характеризуются несколькими основными парамет-

рами [46]:       

1. Первичный и вторичный токи – это токи, проходящие через первичную 

и вторичную обмотки трансформатора соответственно. Они связаны между со-

бой отношением трансформации, которое обычно фиксировано для каждого кон-

кретного трансформатора тока. Например, трансформатор тока с отношением 

трансформации 1000/5 будет преобразовывать первичный ток в 1000 ампер во 

вторичный ток в 5 ампер.       

2. Точность – определяется отклонением реального вторичного тока от 

теоретического значения, которое ожидается на основании отношения трансфор-

мации. 

3. Мощность нагрузки – этот параметр определяет максимальную мощ-

ность, которую можно подключить к вторичной обмотке трансформатора без су-

щественного ухудшения его точности.      

4. Класс изоляции – класс изоляции определяет максимальное напряжение, 

при котором трансформатор тока может безопасно работать.       

5. Класс защиты – определяет степень защиты оборудования от внешних 

воздействий, таких как пыль, вода и т.д.       

Мощность нагрузки (или нагрузочная способность) трансформатора тока 

определяет максимальное суммарное сопротивление (обычно выраженное в ВА, 
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вольт-амперах), которое можно подключить к вторичной обмотке трансформа-

тора без значительного ухудшения его точности.   

𝑍2 ≤ 𝑍2НОМ, (22) 

где 𝑍2– вторичная нагрузка трансформатора тока, 

𝑍2НОМ– номинальная допустимая нагрузка трансформатора тока в выбран-

ном классе точности. 

Индуктивное сопротивление токовых цепей невелико, поэтому 

𝑍2 ≈ 𝑅2. (23) 

Под нагрузкой R2 в данном контексте обычно подразумеваются различные 

измерительные приборы, защитные реле и другие устройства, подключенные к 

вторичной обмотке трансформатора𝑅ПРИБ. Каждое из этих устройств представ-

ляет определенное активное и реактивное сопротивление, и суммарное сопро-

тивление всех подключенных устройств не должно превышать нагрузочную спо-

собность трансформатора.  Вторичная нагрузка на трансформатор тока включает 

не только сопротивление подключенных приборов, но также и дополнительные 

факторы, такие как сопротивление соединительных проводов 𝑅ПР и переходное 

сопротивление контактов 𝑅К. Все эти элементы вместе составляют общую 

нагрузку на трансформатор.  Сопротивление соединительных проводов зависит 

от длины, сечения и материала проводника. Длинные провода или провода с ма-

лым сечением могут создавать значительное сопротивление, которое может по-

влиять на работу трансформатора.  Переходное сопротивление контактов отно-

сится к сопротивлению, которое возникает на соединениях между различными 

элементами цепи - например, на соединениях между проводами и приборами или 

между различными секциями проводника [18]. 

𝑅2 = 𝑅ПРИБ + 𝑅ПР + 𝑅К.  (24) 
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Необходимо определить количество и тип измерительных приборов, кото-

рые будут подключены к вторичной обмотке трансформатора. Разные типы при-

боров могут иметь различное сопротивление и потребляемую мощность, и общая 

нагрузка на трансформатор будет зависеть от их суммарных характеристик.      

Определить длину и сечение соединительных проводов. Длинные провода или 

провода с малым сечением могут создавать дополнительное сопротивление в 

цепи. Для медных проводов минимальное сечение обычно составляет 2,5 мм2, а 

максимальное – 6 мм2. Для алюминиевых проводов эти значения составляют 4 

мм2 и 10 мм2 соответственно [18].  Определите сопротивление наиболее нагру-

женной фазы. В зависимости от схемы соединения приборов контроля и учета, 

можно определить, какая из фаз будет наиболее нагружена, и затем проверить её 

сопротивление на соответствие 𝑍ПРОВ = 𝑅ПРИБ. Вторичная нагрузка трансформа-

торов для самой загруженной фазы представлена в таблице 33.       

Таблица 33 – Вторичная нагрузка трансформаторов тока 

Место установки 

ТТ 

Класс точности 

обмотки ТТ 
Наименование прибора 

Потребляемая 

мощность, ВА 

1 2 3 4 

Ячейки № 2, 5, 9, 

11, 14. 

Трансформаторы 

0,5 Амперметр 0,1 

10Р 

 
ШЭ 1111 2 

Ячейки № 1, 4, 6, 

8, 10, 12. 

Линейные ячейки 

0,2S Счётчик мощности 0,4 

0,5 

Амперметр 0,1 

Ваттметр 0,1 

Варметр 0,1 

10Р 

БЭ2704V019 2 

БЭ2704V021 2 

БЭ2704V093 2 

БЭ2704V087 2 

Ячейка № 3. 

ШСВ 

0,5 Амперметр 0,1 

10Р 

 

Электромеханическая панель 

КСЗ (МТЗ, ТЗНП) 
10 

Электромеханическая панель 

АУВ (АУВ, ТАПВ) 
5 

 

Для примера произведём расчёт нагрузки для ячейки №3. 
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Если нагрузка превышает максимально допустимую, это может привести 

к искажению выходного сигнала, уменьшению точности измерений и даже по-

вреждению трансформатора. Поэтому очень важно правильно оценить нагрузоч-

ную способность при выборе трансформатора тока и придерживаться следую-

щей формулы [18]: 

𝑍2.ДОП ≥ ∑(𝑍ПРИБ + 𝑍ПР + 𝑍К)  (25) 

Выберем трансформатор тока ТОГФ-110 и проведем его проверку. Транс-

форматор тока элегазовый с фарфоровой изоляцией ТОГФ-110 выпускается рос-

сийской компанией ЗАО «ЗЭТО» (г. Великие Луки) – Завод электротехнического 

оборудования [46].  

Определим нагрузку на трансформатор тока по формуле: 

𝑟НАГР = ∑(𝑟ПРИБ + 𝑟ПР + 𝑟К); (26) 

𝑟ПР = 𝑟2.ДОП − ∑𝑟ПРИБ − 𝑟К;  (27) 

где 𝑟ПР- сопротивление проводов; 

𝑟2.ДОП- допустимое сопротивление нагрузки на трансформатор тока (10 

Ом); 

∑𝑟ПРИБ - суммарное сопротивление приборов, подключенных к трансфор-

маторам тока на стороне ВН; 

𝑟К - сопротивление контактов принимается равным 0,0  Ом1Кr  , при боль-

шом количестве приборов. 

∑𝑟ПРИБ =
𝑆ПРИБ

𝐼2
2 ,  (28) 

где 𝑆ПРИБ – мощность, потребляемая приборами. 

𝐼2– вторичный номинальный ток прибора, 𝐼2=5 А. 

∑𝑟ПРИБ =
15

52
 =0,6 Ом. 
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Определим сопротивление проводов: 

𝑟ПР = 10 − 0,6 − 0,01 = 9,939 Ом. 

Определим сечение проводов по формуле: 

𝑆 =
𝜌⋅𝑙

𝑟пр

, (29) 

где  𝑙 – длина соединительного кабеля (𝑙 = 150 м). 

Зависимость длины соединительных проводов напряжения представлено в 

таблице 34. 

Таблица 34 – Зависимость длины соединительных проводов от напряжения 

UН, кВ l , м 

1 2 

110 100 – 150 

35 75 – 100 

10 4 – 6 

 

 - удельное сопротивление материала кабеля (медь):  = 0,0175. 

В результате получим: 

𝑆 =
0,0175⋅150

9,939
= 0,279 мм2.  

Принимаем ближайшее большее стандартное сечение контрольного ка-

беля. Принимаем кабель КВВГ с сечением  𝑞 = 2,5 мм2. 

Сопротивление проводов будет иметь следующее значение: 

𝑟ПР =
𝜌⋅𝑙

𝑞
, (30) 

𝑟ПР =
0,0175⋅150

2,5
= 1,05 Ом. 

Тогда сопротивление нагрузки будет равно: 

2 2 ,пров приб контZ r r r r   
  (31) 
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𝑍2 ≈ 𝑟2 = 1,05 + 0,6 + 0,01 = 1,66 Ом, 

2

. ,терм терм ном откB I t 
  (32) 

𝐵терм = 𝐼терм.ном
2 ⋅ 𝑡отк = 31,52 ⋅ 3 = 2976,75 кА2с. 

Каталожные и расчетных данные ТТ представлены в таблицах 35 и 36. 

Таблица 35 – Каталожные данные ТТ 

Тип трансформатора тока 
UН, 

кВ 

IН, 

А 

Iэл.д, 

кА 
Втерм, кА2с 

Класс  

точности 

P2, 

ВА 

Zн, 

Ом 

1 2 3 4 5 6 7 8 

ТОГФ-110 1500/5 110 1500 80 2976,75 
0,5 30 1,2 
10Р 30 1,2 

ТОГФ-110 1000/5 110 1000 80 2976,75 

0,2S 30 1,2 
0,5 30 1,2 
10Р 50 2 

ТОГФ-110 1000/5 110 1000 80 2976,75 
0,5 30 1,2 
10Р 30 1,2 

Таблица 36 – Расчётные данные ТТ 

Номер 

ячейки 

Диспетчерское наимено-

вание 

UН, 

кВ 

IРМАХ, 

А 

IУД, 

кА 

Класс точно-

сти 

ВКР, 

кА2с 

Z2, 

Ом 

1 2 3 4 5 6 7 8 

1 В Благовещенская №2 110 690,0 46,6 

0,2S 

396,1 

1,076 

0,5 1,072 

10Р 1,38 

2 В РТСН 110 105,1 46,6 
0,5 

396,1 
1,064 

10Р 1,14 

3 ШСВ 110 1229,6 46,6 
0,5 

396,1 
1,38 

10Р 1,064 

4 В Благовещенская №1 110 690,0 46,6 

0,2S 

396,1 

1,076 

0,5 1,072 

10Р 1,38 

5 В Т-1 110 578,0 46,6 
0,5 

396,1 
1,064 

10Р 1,14 

6 В Центральная №1 110 510,0 46,6 

0,2S 

396,1 

1,076 

0,5 1,072 

10Р 1,38 

7 ОВ 110 1229,6 46,6 

0,2S 

396,1 

1,076 

0,5 1,072 

10Р 1,38 

8 В Центральная №2 110 510,0 46,6 

0,2S 

396,1 

1,076 

0,5 1,072 

10Р 1,38 
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Продолжение таблицы 36 
Номер 

ячейки 

Диспетчерское наимено-

вание 

UН, 

кВ 

IРМАХ, 

А 

IУД, 

кА 

Класс точно-

сти 

ВКР, 

кА2с 

Z2, 

Ом 

1 2 3 4 5 6 7 8 

9 В Т-2 110 651,6 46,6 
0,5 

396,1 
1,064 

10Р 1,14 

10 В Западная №1 110 610,0 46,6 

0,2S 

396,1 

1,076 

0,5 1,072 

10Р 1,38 

11 В Т-3 110 578,0 46,6 
0,5 

396,1 
1,064 

10Р 1,14 

12 В Западная №2 110 610,0 46,6 

0,2S 

396,1 

1,076 

0,5 1,072 

10Р 1,38 

14 В Т-4 110 651,6 46,6 
0,5 

396,1 
1,064 

10Р 1,14 

 

В таблице 37 показаны выбранные трансформаторы тока. 

Таблица 37 – Выбранные трансформаторы тока 

Номер ячейки 
Диспетчерское  

наименование 
Тип ТТ до замены 

Тип ТТ после  

замены 

1 2 3 4 

1 
В Благовещенская 

№2 
ТВ-110-18 1000/5 А ТОГФ-110 1000/5 

2 В РТСН ТВ-110-18 1000/5 А ТОГФ-110 1000/5 

3 ШСВ ТВ-110-18 1000/5 А ТОГФ-110 1500/5 

4 
В Благовещенская 

№1 
ТВ-110-18 1000/5 А ТОГФ-110 1000/5 

5 В Т-1 ТВ-110-18 1000/5 А ТОГФ-110 1000/5 

6 В Центральная №1 ТВ-110-18 1000/5 А ТОГФ-110 1000/5 

7 ОВ ТОГФ-110 1000/5 ТОГФ-110 1500/5 

8 В Центральная №2 ТВ-110-18 1000/5 А ТОГФ-110 1000/5 

9 В Т-2 ТВ-110-18 1000/5 А ТОГФ-110 1000/5 

10 В Западная №1 
ТФЗМ 110Б-IV 

У1 600/5 А 
ТОГФ-110 1000/5 

11 В Т-3 ТВ-110-18 1000/5 А ТОГФ-110 1000/5 

12 В Западная №2 
ТФЗМ 110Б-IV 

У1 600/5 А 
ТОГФ-110 1000/5 

14 В Т-4 ТОГФ-110 1000/5 Замена не требуется 

 

Исходя из проведенных расчетов и анализа, можно подтвердить, что вы-

бранные трансформаторы тока соответствуют всем требованиям для данной си-

стемы.  Эти трансформаторы обеспечат корректное преобразование первичных 

токов до уровней, безопасных для подключения измерительных приборов, 
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устройств автоматики и реле защиты. Соответствие их номинальным парамет-

рам, классам точности и нагрузочной способности гарантирует их надёжную ра-

боту в системе.   

Таким образом, выбранные трансформаторы тока могут быть приняты к 

установке, и ожидается, что они обеспечат надежную и точную работу в элект-

роустановке. 

 Выбор и проверка трансформаторов напряжения 

Выбор измерительных трансформаторов напряжения включает ряд важ-

ных шагов [16]:       

 Номинальное напряжение – должно соответствовать номинальному 

напряжению сети; 

 Класс точности – определяется необходимую точность измерения транс-

форматора; 

 Мощность нагрузки – Трансформатор должен быть способен выдержи-

вать нагрузку от подключенных устройств. Нагрузка трансформатора напряже-

ния измеряется в вольт-амперах (VA) и должна быть достаточной для поддержки 

всех подключенных устройств.  

 Схема соединения. 

Мощность нагрузки для измерительного трансформатора напряжения про-

веряется по следующему условию: 

𝑆2  𝑆НОМ,   

где  𝑆НОМ- номинальная мощность в выбранном классе  точности; 

S2 - нагрузка всех измерительных приборов и реле, присоединенных к 

трансформатору напряжения, ВА. 

Трансформаторы напряжения играют важную роль в функционировании 

распределительных устройств. Они устанавливаются для питания измеритель-

ных обмоток приборов учета и контроля, что позволяет эффективно отслеживать 
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и регистрировать уровень напряжения в электрической сети. Без трансформато-

ров напряжения эти приборы не смогли бы безопасно и точно измерять высокое 

напряжение.  Также трансформаторы напряжения обеспечивают измерения для 

устройств релейной защиты. Наконец, трансформаторы напряжения играют 

ключевую роль в измерениях подстанционной автоматики.  

Аналогично логике выбора трансформаторов тока, при выборе трансфор-

матора напряжения тоже требуется убедиться, что он соответствует расчётным 

параметрам. Для этого нужно создать таблицу, отражающую все нагрузки, кото-

рые будут подключены к вторичной цепи трансформатора, и вычислить общую 

нагрузку в этой цепи S2расч.  

На сторону ВН выберем трансформатор напряжения НАМИ – 110 УХЛ1 и 

проведем его проверку. Трансформаторы напряжения устанавливаются на каж-

дую секцию шин [16].   Вторичная нагрузка трансформаторов представлена в таб-

лице 38. 

Таблица 38– Вторичная нагрузка трансформатора напряжения 

Место уста-

новки ТТ 

Наименование 

прибора 
Кол-

во 

Класс 

точн. 

𝑆2, ВА 𝑆2Ф, ВА 𝑆2, 

ВА 
 AB BC CA AB BC CA 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 

Ячейки № 2, 5, 

9, 11, 14. 

Трансформа-

торы 

ШЭ 1111 2 1 0,5 0,5 0,5 1 1 1 3 

Ячейки № 1, 4, 

6, 8, 10, 12. 

Линейные 

ячейки 

Счётчик мощно-

сти 
1 0,2 3,6 3,6 3,6 3,6 3,6 3,6 10,8 

Ваттметр 1 
0,5 

0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 
0,6 

Варметр 1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 

БЭ2704V019 2 

1 

0,5 0,5 0,5 1 1 1 

12 
БЭ2704V021 2 0,5 0,5 0,5 1 1 1 

БЭ2704V093 2 0,5 0,5 0,5 1 1 1 

БЭ2704V087 2 0,5 0,5 0,5 1 1 1 

Ячейка № 3. 

ШСВ 

Электромехани-

ческая панель 

КСЗ (МТЗ, 

ТЗНП) 

2 

1 

 

0,5 0,5 0,5 1 1 1 

6 
Электромехани-

ческая панель 

АУВ (АУВ, 

ТАПВ) 

2 0,5 0,5 0,5 1 1 1 

Итого 32,4 
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Каталожные и расчетных данные ТН представлены в таблицах 39 и 40. 

Таблица 39 – Каталожные данные ТН 

Тип трансформатора напряжения Класс точности 
UН,  

кВ 

U2Н,  

кВ 

SН,  

ВА 

1 2 3 4 5 

НАМИ – 110 УХЛ1 
0,2 

110 0,1 

100 

0,5 200 

3 400 

 

В таблице 40 показаны выбранные трансформаторы напряжения. 

 

Таблица 40– Выбранные трансформаторы напряжения 

Номер 

ячейки 

Диспетчерское  

наименование 

Тип ТН 

после  

замены 

Класс точ-

ности об-

мотки 

UН,  

кВ 

UНТ,  

кВ 

SН,  

ВА 

SНТ,  

ВА 

1 В Благовещенская №2 

НАМИ – 

110 

УХЛ1  

0,2 

110 110 

100 10,8 

0,5 200 0,6 

3 400 12 

2 В РТСН 3 110 110 400 0,8 

3 ШСВ 3 110 110 400 6 

4 В Благовещенская №1 

0,2 

110 110 

100 10,8 

0,5 200 0,6 

3 400 12 

5 В Т-1 3 110 110 400 0,8 

6 В Центральная №1 

0,2 

110 110 

100 10,8 

0,5 200 0,6 

3 400 12 

7 ОВ 

0,2 

110 110 

100 10,8 

0,5 200 0,6 

3 400 12 

8 В Центральная №2 

0,2 

110 110 

100 10,8 

0,5 200 0,6 

3 400 12 

9 В Т-2 3 110 110 400 0,8 

10 В Западная №1 

0,2 

110 110 

100 10,8 

0,5 200 0,6 

3 400 12 

11 В Т-3 3 110 110 400 0,8 

12 В Западная №2 

0,2 

110 110 

100 10,8 

0,5 200 0,6 

3 400 12 

14 В Т-4 3 110 110 400 0,8 

 

Как видно из результатов трансформатор напряжения НАМИ – 110 УХЛ1 

соответствует данным условиям и может быть принят к установке. 
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4.3 Выводы 

В рамках данного раздела была проведена работа по расчёту токов корот-

кого замыкания. Этот расчет является критически важной процедурой, чтобы 

обеспечить безопасность и надежность электроэнергетической системы. Токи 

короткого замыкания могут вызвать существенные повреждения оборудования 

и угрожать безопасности персонала, поэтому оценка максимальных величин та-

ких токов является обязательной при проектировании и эксплуатации электри-

ческих сетей. 

В частности, для ОРУ 110 кВ был осуществлён выбор и проверка несколь-

ких ключевых элементов. Прежде всего, были выбраны и проверены выключа-

тели. Выключатели играют важную роль в системе защиты, так как они обеспе-

чивают возможность отключения или подключения электрических цепей под 

нагрузкой и без нагрузки, а также в условиях нормальной работы и при наруше-

ниях. 

Кроме того, был выполнен выбор и проверка разъединителей. Разъедини-

тели предназначены для создания видимого разрыва в электрической цепи для 

безопасности технического обслуживания и ремонта оборудования. 

Следующим шагом был выбор и проверка трансформаторов тока. Они ис-

пользуются для преобразования высокого тока в низкое значение для измерения 

и защиты. Проверка трансформаторов тока включает в себя анализ их способно-

сти преобразовывать ток без искажения сигнала и предотвращать перегрузку. 

Наконец, были выбраны и проверены трансформаторы напряжения. Они 

используются для преобразования высокого напряжения в низкое для измерения 

и защиты. Проверка этих трансформаторов обеспечивает их способность кор-

ректно функционировать при различных уровнях нагрузки и в условиях корот-

кого замыкания. 

Таким образом, в данном разделе была выполнена работа по расчёту токов 

короткого замыкания и подбору соответствующего оборудования для ОРУ 110 

кВ, обеспечивающего безопасность и надежность электроэнергетической си-

стемы.  
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5 ОЦЕНКА ЭКОНОМИЧЕСКОЙ ЭФФЕКТИВНОСТИ 

В данном разделе рассмотрим экономическую эффективность предложен-

ных вариантов. Рассчитаем капиталовложения в реализацию проекта, эксплуата-

ционные и амортизационные издержки, чистый дисконтированный доход. 

5.1 Капиталовложения в реализацию проекта 

Экономическая оценка эффективности инвестиций в проектируемые объ-

екты заключается в сопоставлении капитальных затрат по всем источникам фи-

нансирования, эксплуатационных издержек и прочих затрат с поступлениями 

[18]. 

В таблице 41 приведены стоимость устройств и их количество требуемых 

для модернизации. 

Таблица 41 – Стоимость и количество реконструированного оборудования 

Тип устройства Кол-во Цена за единицу, руб. Итог, руб. 

1 2 3 4 

Вариант 1 

Выключатель ВГТ 11 1750000 19250000 

Разъединитель 1 ЗН 33 350000 11550000 

Разъединитель 2 ЗН 11 500000 5500000 

Оборудование АСУТП 1 500000 500000 

Программное обеспечение АСУТП 1 500000 500000 

Вариант 2 

Привод типа ПД – 14 99 90000 8910000 

Шкаф сбора данных и управления КА 11 50000 550000 

Оборудование АСУТП 1 500000 500000 

Программное обеспечение АСУТП 1 500000 500000 

 

Далее необходимо определить капитальные вложения в устройства на ОРУ 

для 1 варианта по формуле: 

𝐾ОРУ = 𝑛яч(𝑛выкл𝐾выкл + 𝑛Р1ЗН𝐾Р1ЗН + 𝑛Р2ЗН𝐾Р2ЗН), (33) 

где 𝑛яч – число ячеек, требующих модернизации; 

𝑛выкл – количество выключателей в ячейке; 

𝐾выкл – цена силового выключателя; 

𝑛Р1ЗН – количество разъединителей с 1 ЗН в ячейке; 
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𝐾Р1ЗН – цена разъединителя с 1 ЗН; 

𝑛Р2ЗН – количество разъединителей с 2 ЗН в ячейке; 

𝐾Р2ЗН – цена разъединителя с 2 ЗН. 

Формула для варианта №2 следующая: 

𝐾ОРУ = 𝑛яч(𝐾ШУКА + 2𝑛Р1ЗН𝐾ПР + 3𝑛Р2ЗН𝐾ПР), (34) 

где 𝐾ШУКА – цена шкафа управления и сбора данных КА; 

𝐾ПР – цена привода для разъединителя. 

Затем необходимо определить капитальные вложения в модернизацию 

сети АСУТП, которые можно определить по формуле: 

𝐾АСУТП = (𝐾асутпОБ + 𝐾асутпПО) ⋅ 𝑘СМР, (35)                                

где 𝐾асутпОб – стоимость оборудования для АСУТП; 

𝐾асутпПО – стоимость программного обеспечения для АСУТП; 

СМРk  – коэффициент, учитывающий строительно-монтажные работы (45% 

от стоимости оборудования), 1,45.СМРk   

Находим суммарные капиталовложения: 

𝐾сумм = 𝐾ОРУ + 𝐾АСУТП, (37) 

где 𝐾ОРУ – капитальные вложения в устройства на ОРУ; 

𝐾АСУТП– капитальные вложения в АСУТП. 

Далее необходимо рассчитать амортизационные и эксплуатационные из-

держки. 

5.2 Расчет эксплуатационных издержек 

Ежегодные затраты на капитальный и текущий ремонты и техническое об-

служивание оборудования выражаются через эксплуатационные издержки [18]. 

Издержки на эксплуатацию АСУТП определяются следующим образом: 

ИЭКС = 𝛼ЭКС ⋅ 𝐾сумм, (38) 
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где 𝛼ЭКС  – норма ежегодных отчислений на эксплуатацию, 0,007ЭКС  ; 

5.3 Расчет амортизационных издержек 

Амортизация – это постепенное перенесение стоимости основных фондов 

на производимые с их помощью продукт или работу [18]. 

Амортизационные отчисления – денежное выражение стоимости основ-

ных фондов в себестоимости продукции [18]. 

Цель амортизации – накопление финансовых средств для возмещения из-

ношенных основных фондов [18]. 

Далее необходимо определить издержки на амортизацию из отношения ка-

питаловложений к сроку службы данного оборудования по формуле: 

Иам = 𝛼ам ⋅ 𝐾сумм, (39) 

где ам  – ежегодные нормы отчислений на амортизацию. 

Ежегодные нормы отчислений на амортизацию вычисляются из формулы: 

𝛼ам =
1

𝑇сл

, (40) 

где слT  – срок службы АСУТП, 𝑇сл = 10 лет. 

5.4 Прочие расходы 

Себестоимость электроэнергии зависит от [18]: 

 амортизационных отчислений; 

 отчислений на эксплуатацию; 

 издержек на топливо; 

 отчисления на заработную плату с учетом ЕСН; 

 капиталовложения в станцию и прочих издержек. 

Значит прочие расходы определяются с учетом рассчитанных выше издер-

жек: 

Ипр = 0,3 ⋅ (ИЭКС + Иам) + 0,03 ⋅ 𝐾сумм.  (41) 
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Суммарные издержки определяются по формуле: 

∑ И = ИЭКС + Иам + Итопл + Ипр.  (42) 

Результаты расчета издержек для микропроцессорных РЗ сведены в таб-

лицу 42. 

Таблица 42 – Издержки для устройств релейной защиты 

Издержки Руб. 

1 2 

Вариант 1 

∑ И 3996632178 

ИЭКС 264250 

Иам 1052500 

Ипр 5082750 

ИТопл 3995051178 

Вариант 2 

∑ И 3997209958 

ИЭКС 76370 

Иам 381500 

Ипр 1700910 

ИТопл 3995051178 

 

5.5 Чистый дисконтированный доход 

Чистый дисконтированный доход – это сумма всех дисконтируемых на ка-

кой-либо момент поступлений и выплат, которые возникают в результате реали-

зации инвестиционного объекта [18]. 

Чистый дисконтированный доход – это интегральный или динамический 

критерий оценки экономической эффективности инвестиций, который опери-

рует с показателями работы проектируемых объектов по годам расчетного пери-

ода с учетом фактора времени [18]. 

Объем продаж электроэнергии потребителю в год: 

𝑂𝑝𝑡 = 𝑊𝑡 ⋅ 𝑇, (43) 

где 𝑊𝑡 – полезно отпущенная потребителю электроэнергия в год, МВт∙ч; 
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𝑇 – одноставочный тариф для потребителя, руб./кВт∙ч.  

Прибыль от реализации продукции определится: 

Пб𝑡 = Ор𝑡 − И𝑡 − К𝑡 − У𝑡 ,  (44) 

где рtО  – объем продаж электроэнергии потребителю в год; 

tИ  – суммарные эксплуатационные издержки в год; 

tУ  – суммарная величина ущерба в год. 

Ставка налога на прибыль на 2023 год равен 20%. 

Ежегодные отчисления налога на прибыль: 

0, 2 .t бtН П 
  (45) 

Величина прибыли после вычета налогов численно равна прибыли от реа-

лизации за вычетом выплачиваемых налогов на прибыль: 

.Чt бt tП П H 
  (46) 

Расчет чистого дисконтированного дохода заключается в дисконтирова-

нии чистого потока платежей Эt, определенного как разность между притоками 

и оттоками денежных средств, то есть без учета источников финансирования 

[18]: 

Э𝑡 = 𝑂𝑝𝑡 − ИЭКС𝑡 − 𝐻𝑡 − 𝐾РЗ𝑡.  (47) 

Сумма дисконтированных чистых потоков платежей – это чистый дискон-

тированный доход (ЧДД) или чистая текущая стоимость, которая определяется 

по формуле [18]: 

0

1
,

1

р
tT

t

t

ЧДД Э
E

  
   

   


  (48) 
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где PT  – расчетный период, 20PT лет ; 

E  – норматив дисконтирования, 0,05.E   

Сроком окупаемости с учетом дисконтирования называется продолжи-

тельность периода от начального момента до «момента окупаемости с учетом 

дисконтирования» – наиболее раннего момента времени в расчетном периоде, 

после которого текущий ЧДД становится и в дальнейшем остается положитель-

ным [18]. Расчет оценки экономической эффективности представлен в приложе-

нии Д. Данные сведены в таблицу 43. 

Таблицу 43 – Результаты расчета ЧДД в тыс.руб 

Год Вариант 1 Вариант 2 

ЧДД, руб ЧДД𝛴, руб ЧДД, руб ЧДД𝛴, руб 

1 2 3 4 5 

0 0 0 0 0 

1 -11000000 -11000000 -2567264 -2567264 

2 -21000000 -10000000 -7026760 -4459496 

3 -18000000 2797746 -5283702 1743058 

4 -16000000 2543406 -3699104 1584598 

5 -13000000 2312187 -2258560 1440544 

6 -11000000 2101988 -948975 1309585 

7 -9431313 1910898 241557,2 1190532 

8 -7694132 1737180 1323859 1082302 

9 -6114878 1579255 2307770 983910,7 

10 -4679192 1435686 3202234 894464,3 

11 -3374022 1305169 4015383 813149,4 

12 -2187505 1186517 4754610 739226,7 

13 -1108853 1078652 5426634 672024,3 

14 -128260 980592,9 6037565 610931,1 

15 763188,3 891448,1 6592957 555391,9 

16 1573596 810407,4 7097859 504901,8 

17 2310330 736734 7556861 459001,6 

18 2980088 669758,2 7974135 417274,2 

19 3588959 608871,1 8353475 379340,2 

20 4142478 553519,1 8698330 344854,7 

 

Результаты расчета ЧДД представлены на рисунке 27. 
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Рисунок 27 – График ЧДД для варианта №1 и №2 

Значения ЧДД > 0 положительны и, следовательно, проект является инве-

стиционно-привлекательным и рекомендуется к реализации.  

5.6 Вывод 

В данном разделе мы рассмотрели экономическую эффективность предло-

женных вариантов. И получили: 

 Срок окупаемости первого варианта при капиталовложениях в 39 700 

000 руб. составит 14,5 лет. Проект является экономически эффективным, так как 

индекс доходности дисконтированных инвестиций ИДД>1 (ИДД=1,104). 

 Срок окупаемости второго варианта при капиталовложениях в 12 860 

000 руб. составит 6,5 лет. Проект является экономически эффективным, так как 

индекс доходности дисконтированных инвестиций ИДД>1 (ИДД=1,676). 
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ЗАКЛЮЧЕНИЕ 

В ходе исследования по повышению надежности функционирования элек-

троэнергетической системы Амурской области путем модернизации открытого 

распределительного устройства напряжением 110 кВ Благовещенской ТЭЦ были 

проведены анализ текущего состояния системы, изучены подходы и технологии 

модернизации, а также разработаны оптимальные решения для модернизации 

ОРУ 110 кВ. 

На основе изучения существующих подходов и технологий модернизации 

открытых распределительных устройств было решено внедрить дистанционное 

управление коммутационными аппаратами на ОРУ 110 кВ Благовещенской ТЭЦ. 

Этот вариант модернизации позволит повысить надежность функционирования 

системы, улучшить контроль и управление режимами работы схемы, а также ис-

ключить вероятность аварийных ситуаций по причине ошибочных действий опе-

ративного персонала. 

Проведена оценка экономической эффективности предложенных решений 

и предложены два варианта модернизации с учетом специфики региона и техни-

ческих возможностей. Решение о замене приводов разъединителей является 

наиболее выгодным с точки зрения единовременных капиталовложений, однако 

вариант с заменой первичного оборудования предпочтительней так, как основ-

ной электротехнический фонд устарел. 

В целом, модернизация ОРУ 110 кВ Благовещенской ТЭЦ представляет 

собой важный шаг для повышения надежности функционирования электроэнер-

гетической системы Амурской области. Реализация автоматизированных блан-

ков переключений позволит снизить риски аварийных ситуаций, обеспечить бо-

лее стабильную и надежную работу, снизить время переключений и восстанов-

ления, а также улучшить качество энергоснабжения в регионе. 
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ПРИЛОЖЕНИЕ А 

  
Выключатели   

 

 

 

 

 

Параметр потока отказов элегазовых выключателей 

 

Среднее время восстановления элегазовых выключателей 

 
 

Частота текущих ремонтов 

 

ч Продолжительность текущего ремонта 

 

Параметр потока отказов маломаслянных выключателей 

 

Среднее время восстановления маломаслянных выключателей 

 
 

Частота текущих ремонтов 

 

ч Продолжительность текущего ре-

монта 
Разъединители  

 
 

Параметр потока отказов 

 
 

Частота текущих ремонтов 

 

ч Среднее время восстановления  

 

ч Продолжительность текущего ремонта 

 

Относительная частота отказов при автоматическом от-

ключении поврежденного смежного элемента 

 

Относительная частота отказов при оперативных переклю-

чениях 

 

Число оперативных переключений 

 

Длительность оперативных переключений 

 

Коэффициент неуспешного действия АПВ 
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  Показатели надёжности трансформаторов 

 
 

Параметр потока отказов трансформаторов более 80 

МВт 

 
 

Частота текущих ремонтов трансформаторов более 80 

МВт 

 

ч Среднее время восстановления трансформаторов более 80 

МВт 

 

ч Продолжительность текущего ремонта трансформато-

ров более 80 МВт 

 
 

Параметр потока отказов трансформаторов до 80 МВт 

 
 

Частота текущих ремонтов трансформаторов до 80 МВт 

 

ч Среднее время восстановления трансформаторов до 80 МВт 

 

ч Продолжительность текущего ремонта трансформато-

ров до 80 МВт 

Показатели надежности сборных шин 

 
 

Параметр потока отказов на присоединение 

 
 

Частота капитальных ремонтов 

 

ч Среднее время восстановления 

 

ч Продолжительность капитального ремонта 

 
Показатели надежности воздушных линий 

 
 

Параметр потока отказов 

 
 

Частота капитальных ремонтов 

 

ч Среднее время восстановления  

 

ч Продолжительность капитального ремонта 

 

км Длина ВЛ Благовещенская ТЭЦ - ПС Благовещенская №2 

 

км Длина ВЛ Благовещенская ТЭЦ - ПС Благовещенская №1 

 

км Длина ВЛ Благовещенская ТЭЦ - ПС Центральная №1 

 

км Длина ВЛ Благовещенская ТЭЦ - ПС Центральная №2 

 

км Длина ВЛ Благовещенская ТЭЦ - ПС Западная №1 
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км Длина ВЛ Благовещенская ТЭЦ - ПС Западная №2 

Определим параметры потока отказов для каждой ВЛ 

   

   
Параметры надёжности защит 

   

ДЗШ  

   

ДЗТ  

   

ГЗ  

   

ДФЗ линии 

Вероятности отказа выключателей 

  

  

  Вероятности безотказной работы выключателей 

  

  

  
Вероятности отказа и безотказной работы разъединителей 

 
 

Вероятности отказа и безотказной работы шин 

 
 

Вероятности отказа трансформаторов 
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 Вероятности отказа выключателей 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Т-1»  
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 Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Т-2» 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Т-3»  
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 Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Т-4» 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Благовещенская №2» 
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 Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Центральная №1» 

 

 

 

 

 

 

 

 

 Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Западная №1» 
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 Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Благовещенская №1» 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Центральная №2» 
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Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Западная №2» 

 

 

 

 

 

 

 

 

 Рассчитаем вероятность отказа ТСН: 
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 Отказ одного из выключателей приведёт к неисправности всей секции 

шин. Определим вероятность отказа обеих секций шин по причине отказа 

присоединений: 

 

 

 

 

 

 

 

 

 Повреждение шиносоединительного выключателя равноценно КЗ на 

обеих системах шин, т.е. приводит к отключению всех присоединений;  
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Рассчитаем вероятность отказа обоих СШ в следствии ошибочных дей-

ствий ОП 

 

 

 

 

 

 

 
При внезапных отказах выключателей отключившиеся элементы (генера-

торы, трансформаторы, ЛЭП) могут быть введены в работу раньше, чем 

будет закончен ремонт выключателя. В этом случае длительность про-

стоя определяется не временем восстановления (ремонта) выключателя, а 

временем, необходимым для выполнения переключений в распредели-

тельном устройстве (РУ): 

 

постоянная составляющая – время, необходимое для того, 

чтобы установить характер повреждения для электриче-

ских станций и обслуживаемых подстанций от 0,1 до 0,3 ч; 
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число разъединителей, которые должны быть отклю-

чены (включены) для отделения поврежденного выклю-

чателя и ввода отключившихся элементов в работу. 

 

ч

.  

время отключения (включения) разъединителя, ч ; 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Прирост потребления за 2019-2023 года. Согласно плану 

развития 
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Коммутационная аппаратура 

Выключатели   

 

 

 

 

 

Параметр потока отказов элегазовых выключателей 

 

Среднее время восстановления элегазовых выключателей 

 
 

Частота текущих ремонтов 

 

ч Продолжительность текущего ремонта 

 

Параметр потока отказов маломаслянных выключателей 

 

Среднее время восстановления маломаслянных выключа-

телей 

 
 

Частота текущих ремонтов 

 

ч Продолжительность текущего ремонта 

Разъединители  

 
 

Параметр потока отказов 

 
 

Частота текущих ремонтов 

 

ч Среднее время восстановления  

 

ч Продолжительность текущего ре-

монта 

 

Относительная частота отказов при автоматическом от-

ключении поврежденного смежного элемента 

 

Относительная частота отказов при оперативных переклю-

чениях 

 

Число оперативных переключений 

 

Число оперативных переключений обходного выключателя 

 

Длительность оперативных переключений 
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Коэффициент неуспешного действия АПВ 

Показатели надёжности трансформаторов 

 
 

Параметр потока отказов трансформаторов более 80 

МВт 

 
 

Частота текущих ремонтов трансформаторов более 80 

МВт 

 

ч Среднее время восстановления трансформаторов бо-

лее 80 МВт 

 

ч Продолжительность текущего ремонта трансформато-

ров более 80 МВт 

 
 

Параметр потока отказов трансформаторов до 80 МВт 

 
 

Частота текущих ремонтов трансформаторов до 80 МВт 

 

ч Среднее время восстановления трансформаторов до 80 

МВт 

 

ч Продолжительность текущего ремонта трансформато-

ров до 80 МВт 

Показатели надежности сборных шин 

 
 

Параметр потока отказов на присоединение 

 
 

Частота капитальных ремонтов 

 

ч Среднее время восстановления 

 

ч Продолжительность капитального ремонта 

 
Показатели надежности воздушных линий 

 
 

Параметр потока отказов 

 
 

Частота капитальных ремонтов 

 

ч Среднее время восстановления  

 

ч Продолжительность капитального ремонта 

 

км Длина ВЛ Благовещенская ТЭЦ - ПС Благовещенская 

№2 

 

км Длина ВЛ Благовещенская ТЭЦ - ПС Благовещенская 

№1 

 

км Длина ВЛ Благовещенская ТЭЦ - ПС Центральная №1 
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км Длина ВЛ Благовещенская ТЭЦ - ПС Центральная №2 

 

км Длина ВЛ Благовещенская ТЭЦ - ПС Западная №1 

 

км Длина ВЛ Благовещенская ТЭЦ - ПС Западная №2 

Определим параметры потока отказов для каждой ВЛ 

   

   
Параметры надёжности защит 

   

ДЗШ  

   

ДЗТ  

   

ГЗ  

   

ДФЗ линии 

Вероятности отказа выключателей 

  

  

  Вероятности безотказной работы выключателей 

  

  

  
Вероятности отказа и безотказной работы разъединителей 

 
 

Вероятности отказа и безотказной работы шин 
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Вероятности отказа трансформаторов 

 
   

 Вероятности отказа выключателей 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Т-1» 
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 Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Т-2»  

 

 

 

 

 

 

 

 

 
Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Т-3» 
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 Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Т-4»  

 

 

 

 

 

 

 

 

 
Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Благовещенская №2» 
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 Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Центральная №1» 

 

 

 

 

 

 

 

 

 Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Западная №1» 
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 Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Благовещенская №1» 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Центральная №2» 
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Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Западная №2» 

 

 

 

 

 

 

 

 

 Рассчитаем вероятность отказа ТСН: 
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 Отказ одного из выключателей приведёт к неисправности всей секции 

шин. Определим вероятность отказа обеих секций шин по причине отказа 

присоединений: 

 

 

 

 

 

 

 

 

 Повреждение шиносоединительного выключателя равноценно КЗ на 

обеих системах шин, т.е. приводит к отключению всех присоединений, 

однако при отсутствии ремонтных работ ШСВ может быть резервирован 

обходным выключателем. Рассчитаем вероятность отказа ШСВ во время 

плановых работ и без них. 

Определим вероятность ремонтных работ для выключателей: 
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Рассчитаем вероятность отказа схемы в результате отказа ШСВ 

 

 

 

 

 

 Выбираем наиболее вероятный вариант: 
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 При внезапных отказах выключателей отключившиеся элементы (генера-

торы, трансформаторы, ЛЭП) могут быть введены в работу раньше, чем 

будет закончен ремонт выключателя. В этом случае длительность про-

стоя определяется не временем восстановления (ремонта) выключателя, а 

временем, необходимым для выполнения переключений в распредели-

тельном устройстве (РУ): 

 

постоянная составляющая – время, необходимое для того, 

чтобы установить характер повреждения для электриче-

ских станций и обслуживаемых подстанций от 0,1 до 0,3 ч; 

 

число разъединителей, которые должны быть отклю-

чены (включены) для отделения поврежденного выклю-

чателя и ввода отключившихся элементов в работу. 

 

ч

.  

время отключения (включения) разъединителя 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Прирост потребления за 2019-2023 года. Согласно плану 

развития 
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Продолжение приложения А 

126 

 

  

Коммутационная аппаратура 

Выключатели   

 

 

 

 

 

Параметр потока отказов элегазовых выключателей 

 

Среднее время восстановления элегазовых выключателей 

 
 

Частота текущих ремонтов 

 

ч Продолжительность текущего ремонта 

 

Параметр потока отказов маломаслянных выключателей 

 

Среднее время восстановления маломаслянных выключа-

телей 

 
 

Частота текущих ремонтов 

 

ч Продолжительность текущего ремонта 

Разъединители  

 
 

Параметр потока отказов 

 
 

Частота текущих ремонтов 

 

ч Среднее время восстановления  

 

ч Продолжительность текущего ре-

монта 

 

Относительная частота отказов при автоматическом от-

ключении поврежденного смежного элемента 

 

Относительная частота отказов при оперативных переклю-

чениях 

 

Число оперативных переключений 

 

Число оперативных переключений обходного выключателя 

 

Длительность оперативных переключений 
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Коэффициент неуспешного действия АПВ 

Показатели надёжности трансформаторов 

 
 

Параметр потока отказов трансформаторов более 80 

МВт 

 
 

Частота текущих ремонтов трансформаторов более 80 

МВт 

 

ч Среднее время восстановления трансформаторов бо-

лее 80 МВт 

 

ч Продолжительность текущего ремонта трансформато-

ров более 80 МВт 

 
 

Параметр потока отказов трансформаторов до 80 МВт 

 
 

Частота текущих ремонтов трансформаторов до 80 МВт 

 

ч Среднее время восстановления трансформаторов до 80 

МВт 

 

ч Продолжительность текущего ремонта трансформато-

ров до 80 МВт 

Показатели надежности сборных шин 

 
 

Параметр потока отказов на присоединение 

 
 

Частота капитальных ремонтов 

 

ч Среднее время восстановления 

 

ч Продолжительность капитального ремонта 

 
Показатели надежности воздушных линий 

 
 

Параметр потока отказов 

 
 

Частота капитальных ремонтов 

 

ч Среднее время восстановления  

 

ч Продолжительность капитального ремонта 

 

км Длина ВЛ Благовещенская ТЭЦ - ПС Благовещенская 

№2 

 

км Длина ВЛ Благовещенская ТЭЦ - ПС Благовещенская 

№1 

 

км Длина ВЛ Благовещенская ТЭЦ - ПС Центральная №1 
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км Длина ВЛ Благовещенская ТЭЦ - ПС Центральная №2 

 

км Длина ВЛ Благовещенская ТЭЦ - ПС Западная №1 

 

км Длина ВЛ Благовещенская ТЭЦ - ПС Западная №2 

Определим параметры потока отказов для каждой ВЛ 

   

   
Параметры надёжности защит 

   

ДЗШ  

   

ДЗТ  

   

ГЗ  

   

ДФЗ линии 

Вероятности отказа выключателей 

  

  

  Вероятности безотказной работы выключателей 

  

  

  
Вероятности отказа и безотказной работы разъединителей 

 
 

Вероятности отказа и безотказной работы шин 
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Вероятности отказа трансформаторов 

 
   

 Вероятности отказа выключателей 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Т-1» 
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 Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Т-2» 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Т-3» 
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 Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Т-4»  

 

 

 

 

 

 

 

 

 
Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Благовещенская №2» 
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 Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Центральная №1» 

 

 

 

 

 

 

 

 

 Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Западная №1» 
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 Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Благовещенская №1» 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Центральная №2» 
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Рассчитаем вероятность отказа выключателя «В Западная №2» 

 

 

 

 

 

 

 

 

 Рассчитаем вероятность отказа ТСН: 
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 Отказ одного из выключателей приведёт к неисправности всей секции 

шин. Определим вероятность отказа обеих секций шин по причине отказа 

присоединений: 

 

 

 

 

 

 

 

 

 Повреждение шиносоединительного выключателя равноценно КЗ на 

обеих системах шин, т.е. приводит к отключению всех присоединений, 

однако при отсутствии ремонтных работ ШСВ может быть резервирован 

обходным выключателем. Рассчитаем вероятность отказа ШСВ во время 

плановых работ и без них. 

Определим вероятность ремонтных работ для выключателей: 
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Рассчитаем вероятность отказа схемы в результате отказа ШСВ 

 

 

 

 

 

 Выбираем наиболее вероятный вариант: 
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 При внезапных отказах выключателей отключившиеся элементы (генера-

торы, трансформаторы, ЛЭП) могут быть введены в работу раньше, чем 

будет закончен ремонт выключателя. В этом случае длительность про-

стоя определяется не временем восстановления (ремонта) выключателя, а 

временем, необходимым для выполнения переключений в распредели-

тельном устройстве (РУ): 

 

постоянная составляющая – время, необходимое для того, 

чтобы установить характер повреждения для электриче-

ских станций и обслуживаемых подстанций от 0,1 до 0,3 ч; 

 

число разъединителей, которые должны быть отклю-

чены (включены) для отделения поврежденного выклю-

чателя и ввода отключившихся элементов в работу. 

 

ч

.  

время отключения (включения) разъединителя 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Прирост потребления за 2019-2023 года. Согласно плану 

развития 
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ПРИЛОЖЕНИЕ Б  

   

   

 
  

 

  

  

  

  

Благовещенская ТЭЦ, трансформатор 1 

  

  

 

 

 

 

 
Благовещенская ТЭЦ, трансформатор 2,3 

  

ыыыыыыыы
ыыы 
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Благовещенская ТЭЦ, трансформатор 4 
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ПРИЛОЖЕНИЕ В 
АРМ СРЗА г.Новосибирск ПК БРИЗ 

Р Е З У Л Ь Т А Т Ы Р А С Ч Е Т А 

Подрежим 1 - Максимальный 
1-Пояс Наименование 3х-фазное 

КЗ 
Однофазное КЗ(А0) 

Узла Узла I1(moд/фаза

) 
I1(moд/фаза) I2(moд/фаза) 3I0(m/i£) 

U=114.8/0 

218- 1СШ-110 БТЭЦ 13815 94 5862 94 5862 94 17587 94 

219 2СШ-110 БТЭЦ 752

0 
94 3192 94 3191 94 906

8 
94 

221 БТЭЦ ВЛ ЦЕНТР-1 132

1 
104 559 104 561 104 182

0 
97 

255 БТЭЦ ВЛ БЛАГ-1 154

2 
96 652 96 656 96 140

0 
98 

269 БТЭЦ-ЗАПАДНАЯ-1 0 0 0 0 0 0 487 91 

287 Т3 БТЭЦ-110 208

7 
90 887 90 884 90 260

7 
90 

297 Т1 БТЭЦ-110 137

3 
90 584 90 582 90 166

3 
96 

299 РТСН БТЭЦ-110 0 0 0 0 0 0 554 90 

U=114.8/0 

219- 2СШ-110 БТЭЦ 13815 94 5862 94 5862 94 17587 94 

218 1СШ-110 БТЭЦ 629

6 
94 2671 94 2672 94 851

9 
94 

220 БТЭЦ ВЛ ЦЕНТР-2 132

1 
104 559 104 561 104 163

9 
98 

254 БТЭЦ ВЛ БЛАГ-2 154

2 
96 652 96 656 96 120

5 
99 

268 БТЭЦ-ЗАПАДНАЯ-2 0 0 0 0 0 0 490 91 

280 Т4 БТЭЦ-110 259

7 
90 1104 90 1100 90 313

1 
90 

292 Т2 БТЭЦ-110 209

1 
90 889 90 886 90 261

8 
93 

Подрежим 2 - Минимальный 

ЭЛЕМЕНТ 132 (Т1 БТЭЦ ) 

ЭЛЕМЕНТ 129 (Т4 БТЭЦ ) 

ЭЛЕМЕНТ 158 (Т6 РГРЭС ) 

ЭЛЕМЕНТ 257 (Т1 НБГЭС ) 

ЭЛЕМЕНТ 263 (Т2 НБГЭС ) 

ЭЛЕМЕНТ 267 (Т3 НБГЭС ) 

ЭЛЕМЕНТ 339 (Т1 БГЭС ) 

ЭЛЕМЕНТ 341 (Т3 БГЭС ) 

ЭЛЕМЕНТ 343 (Т4 БГЭС ) 

ЭЛЕМЕНТ 345 (Т5 БГЭС ) 

ЭЛЕМЕНТ 546 (Т1 ЗГЭС ) 

ЭЛЕМЕНТ 555 (Т3 ЗГЭС ) 

ЭЛЕМЕНТ 556 (Т4 ЗГЭС ) 

ЭЛЕМЕНТ 563 (Т6 ЗГЭС ) 

ЭЛЕМЕНТ 850 (Т1/250 НГРЭС ) 

ЭЛЕМЕНТ 846 (Т2/ 250 НГРЭС ) 

ЭЛЕМЕНТ 874 (Т3/16 ЧУТЭЦ ) 

ЭЛЕМЕНТ 871 (Т5/16 ЧУТЭЦ ) 

ЭЛЕМЕНТ 869 (Т6/16 ЧУТЭЦ ) 

ЭЛЕМЕНТ 588 (ВЛ-500 ЗГЭС-АМУРСКАЯ №1 ) 

ЭЛЕМЕНТ 373 (ВЛ-500 БГЭС-ХАБАРОВСКАЯ №1 ) 

ЭЛЕМЕНТ 993 (ВЛ-220 Н.КУРАНАХ-НПС-15 ) 

ЭЛЕМЕНТ 855 (Л-114 НГРЭС-ЧУТЭЦ ) 

ЭЛЕМЕНТ 153 (ВЛ-220 РГРЭС-ЗАВИТАЯ №1 ) 

ЭЛЕМЕНТ 275 (ВЛ-220 НБГЭС-АРХАРА ) 
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ЭЛЕМЕНТ 273 (ВЛ-220 РГРЭС-АРХАРА №1 ) 

ЭЛЕМЕНТ 323 (ВЛ-220 БГЭС-ЗАВИТАЯ I ЦЕПЬ ) 

ЭЛЕМЕНТ 480 (ВЛ-220 КЛЮЧЕВАЯ-МАГДАГАЧИ ) 

ЭЛЕМЕНТ 534 (ВЛ-220 ЗГЭС-СВЕТЛАЯ I ЦЕПЬ ) 

ЭЛЕМЕНТ 574 (ВЛ-220 ЗГЭС-МАГДАГАЧИ ) 

ЭЛЕМЕНТ 675 (ВЛ-220 СКОВОРОДИНО-ТЫНДА №1 ) 

ЭЛЕМЕНТ 971 (ВЛ-220 НГРЭС-НПС-18 №1 ) 

ЭЛЕМЕНТ 974 (ВЛ-220 НПС-18-Н.КУРАНАХ №1 ) 

1-Пояс Наименование 3х-фазное 

КЗ 
Однофазное КЗ(А0) 

Узла Узла I1(moд/фаза

) 
I1(moд/фаза) I2(moд/фаза) 3I0(m/i£) 

U=112.1/0 

218- 1СШ-110 БТЭЦ 953

1 
95 4085 95 4085 95 12256 95 

219 2СШ-110 БТЭЦ 502

0 
94 2155 94 2149 94 594

1 
95 

221 БТЭЦ ВЛ ЦЕНТР-1 112

8 
103 470 103 494 103 167

7 
98 

255 БТЭЦ ВЛ БЛАГ-1 131

6 
96 544 96 579 95 129

0 
98 

269 БТЭЦ-ЗАПАДНАЯ-1 0 0 0 0 0 0 449 92 

287 Т3 БТЭЦ-110 208

7 
90 925 90 872 90 240

2 
91 

297 Т1 БТЭЦ-110 0 0 0 0 0 0 0 0 

299 РТСН БТЭЦ-110 0 0 0 0 0 0 510 91 

U=112.1/0 

219- 2СШ-110 БТЭЦ 953

1 
95 4085 95 4085 95 12256 95 

218 1СШ-110 БТЭЦ 451

1 
95 1930 95 1936 95 631

5 
94 

220 БТЭЦ ВЛ ЦЕНТР-2 112

8 
103 470 103 494 103 151

0 
99 

254 БТЭЦ ВЛ БЛАГ-2 131

6 
96 544 96 579 95 111

0 
100 

268 БТЭЦ-ЗАПАДНАЯ-2 0 0 0 0 0 0 451 92 

280 Т4 БТЭЦ-110 259

7 
90 1151 90 1085 90 288

4 
91 

292 Т2 БТЭЦ-110 0 0 0 0 0 0 0 0 
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ПРИЛОЖЕНИЕ Г 
Номер 

ячейки 

Диспетчерское  

наименование 

UН,  

кВ 

Sном, 

МВт 

IКЗ, 

кА 

IРМАХ,  

А 

IУД,  

кА 

ВКР, 

кА2с 

IПО,  

кА 

IПО,  

кА 

iА.уд,  

кА 

1 В Благовещенская №2 110 ДДТ 13,8 690,0 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

2 В РТСН 110 20 13,8 105,1 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

3 ШСВ 110 234 13,8 1229,6 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

4 В Благовещенская №1 110 ДДТ 13,8 690,0 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

5 В Т-1 110 110 13,8 578,0 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

6 В Центральная №1 110 ДДТ 13,8 510,0 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

7 ОВ 110 234 13,8 1229,6 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

8 В Центральная №2 110 ДДТ 13,8 510,0 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

9 В Т-2 110 124 13,8 651,6 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

10 В Западная №1 110 ДДТ 13,8 610,0 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

11 В Т-3 110 110 13,8 578,0 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

12 В Западная №2 110 ДДТ 13,8 610,0 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 

14 В Т-4 110 124 13,8 651,6 46,6 396,1 13,8 13,8 1,9 
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ПРИЛОЖЕНИЕ Д 

  
 

Стоимость выключателя 

 

Число выключателей для ячейки 

 

Стоимость разъединителя с 1 заземляющим ножом 

 

Число разъединителей с 1 ЗН для ячейки 

 

Стоимость разъединителя с 2 заземляющими ножами 

 

Число разъединителей с 2 ЗН для ячейки 

 

Стоимость привода разъединителя 

 

Стоимость оборудования для модернизации АСУТП 

 

Стоимость ПО АСУТП 

 

Коэффициенте учитывающий стоимость строительно-монтажных работ 

 

Количество ячеек требующих модернизацию 

 

Стоимость шкафа управления коммутационными аппаратами 

Вариант №1. Замена устаревшего первичного оборудования. 

Определим стоимость модернизации одной ячейки ОРУ 110 кВ. 

 
Определим стоимость модернизации ОРУ 110 кВ. 

 

 

 Расчет эксплуатационных издержек: 

 

 Расчёт амортизационных издержек: 
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Чистый дисконтированный доход 
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Вариант №2. Модернизация первичного оборудования. 

Определим стоимость модернизации одной ячейки ОРУ 110 кВ 

 
Определим стоимость модернизации ОРУ 110 кВ. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



Продолжение приложения Д 

152 
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