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1.1. Место расположения котельной………г. Новосибирск…………………...
1.2.Расчетная температура наружного воздуха для зимнего периода… tнхп = -37 ºС;
1.3. Средняя температура наиболее холодного месяца………… tянв. = -17,7ºС… 
1.4. Расчетная температура наружного воздуха для летнего периода 
      (средняя температура наиболее жаркого месяца)………… tавгуст = 19,3 ºС …
 1.5. Тепловые потоки котельной:
       -  расход пара на технологию……… ………………………………...
       -  максимальный расход теплоты на отопление и вентиляцию…
       - среднечасовой расход теплоты на горячее водоснабжение……
1.6. Параметры теплоносителей:
      -  пар (насыщенный) р = 1,4 МПа, t = 194,1°С;
      -  вода (питательная) t = 100°С;
- конденсат от технологических потребителей: количество -  60%, 
  температура  - 80°С;
1.7. Система теплоснабжения – закрытая; параметры воды -  (150-70)о С…….
1.8. Органическое топливо - (состав см. таблицу 1.1)…………………………
ρ =0,894 кг/м3;   Qсн = 48330,04 кДж/м3                                 Таблица 1.1.
	Состав природного газа
	Удельный объем воздуха и продуктов сгорания

	СН4 = 80,9 %;                                                 
С2Н6 =7,0 %;
С3Н8 = 2,9 %;
С4Н10 = 0,8 %;
С5Н12 = 4,5 %;
N2 = 0,6 %;
СО2  = 3,3 %
	
V= 9,93 м3/ м3;

V= 1,063 м3/ м3

V= 7,86 м3/ м3

V= 2,21 м3/ м3

V=14,16 м3 /м3;  


.9. Давление газа  в точке подключения газопровода к котельной – 0,27 МПа
1.10 Электропотребление, кВт:
- котельной……..(по характеристикам электропотребляющего оборудования)
- внешними потребителями………………………………………………………
[bookmark: _Toc65791320]1. ПРОЕКТИРОВАНИЕ КОГЕНЕРАЦИОННОЙ ТЕХНОЛОГИИ В КОТЕЛЬНОЙ
Для проектирования когенерационной технологии в отопительно-производственной котельной с паровыми котлами,  в соответствии с заданием в работе определяем электрическую мощность когенератора (паротурбинной, газотурбинной или газопоршневой установки).
 Электрическая мощность когенерационной установки складывается из потребности в электрической энергии собственно котельной и внешнего потребителя. Для расчета электропотребления котельной необходимо определить характеристики электропотребляющего оборудования на основе расчета тепловой схемы котельной [2] и выбора оборудования котельной.
[bookmark: _Toc65791321]1.1. Расчет тепловой схемы котельной
Расчет тепловой схемы котельной производится с целью определения расходов  и параметров основных теплоносителей  - пара, конденсата  и различных потоков воды (сетевой, подпиточной, питательной, т.е. химически очищенной и исходной) применительно к различным участкам схемы.
Для отопительно-производственной котельных расчет ведется для четырех характерных режимов: 
- максимального зимнего при расчетной температуре наружного воздуха для проектирования отопления и вентиляции;
- при средней температуре наиболее холодного месяца;
- при температуре наружного воздуха в точке излома температурного графика сетевой воды (при наличии нагрузки на горячее водоснабжение);
- летнего режима.
Исходные данные для расчета тепловой схемы отопительно-производственной котельной для закрытой системы теплоснабжения приведены в Таблице 1.1. Расчет тепловой схемы выполнен в соответствии с документом [2]. 
Расчет выполняется параллельно для всех режимов, результаты расчета сведены в Таблицу 1.2. 
Принципиальная тепловая схема приведена на Рисунке 1.1. 
Выбор числа и единичной мощности котлов также производится на основании результатов расчета тепловой схемы.
Описание тепловой схемы
Пар Т7 из парового котла 1 (по расчету в курсовой приняты 3 котла  - ДЕ 6,5-14) подается через редукционное устройство 2 в распределительный коллектор, из которого отбирается на:
· технологические нужды потребителя;
· подогрев сетевой воды;
-    собственные нужды котельной.
Все потоки конденсата от теплообменников котельной собираются в питательный бак – деаэратор 3. 
Конденсат от технологических потребителей Т8 возвращается не полностью. Потери конденсата и другие потери (продувка, утечки в тепловой сети) возмещаются добавочной (исходной) водой. Исходная вода В1  насосом 12 через пароводяной теплообменник 6 подается на химводоочистку (ХВО).
 Обработанная вода проходит через теплообменник 7, нагреваемый конденсатом из сепаратора непрерывной продувки 8 и поступает на деаэрацию (удаление растворенных в воде коррозионно-активных газов). Из деаэратора 3   питательными насосами 5 вода подается в паровой котел 1.
Подогрев воды обратного трубопровода системы теплоснабжения Т21, осуществляется в сетевых теплообменниках 9.  Подогретая вода направляется в подающую магистраль тепловой сети Т11. Для восполнения потерь воды в тепловой сети часть воды Т94 из деаэратора подпиточными насосами 11   подается в обратный трубопровод. 
Для уменьшения потерь теплоты с непрерывной продувкой устанавливается сепаратор непрерывной продувки 8. Пар Дпр используется в деаэраторе, а конденсат поступает в водоводяной теплообменник 7, нагревает химически очищенную воду и поступает в деаэратор. 

[image: ]

Рис.1.1 Принципиальная тепловая схема паровой котельной с закрытой системы теплоснабжения


Таблица 1.1 Исходные данные для расчета тепловой схемы производственно - отопительной котельной с котлами ДЕ
	Наименование
	Обозначение
	Единица измерения
	Максимальный зимний
	При средней температуре наиболее холодного месяца
	При температуре наружного воздуха в точке излома температурного графика сетевой воды
	Летний

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	1.Расчетная температура наружного воздуха
	tн
	°С
	-37
	-17,7
	*
	-

	
	
	
	
	
	
	

	2.Температура воздуха внутри отапливаемого помещения
	tв
	°С
	20
	20
	20
	-

	
	
	
	
	
	
	

	3.Максимальная температура прямой сетевой воды
	t1макс
	°С
	150
	-
	-
	-

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	4. Максимальная температура прямой сетевой воды в точке излома
	t1изл
	°С
	-
	-
	70
	-

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	5. Максимальная температура обратной сетевой воды
	t2макс
	°С
	70
	-
	-
	-

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	6.Температура деаэрированной
воды после деаэратора
	T
	°С
	104
	104
	104
	104

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	7. Энтальпия деаэрированной воды после деаэратора
	i
	кДж/кг
	436,26
	436,26
	436,26
	436,26

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	8. Температура сырой воды на входе в котельную
	T1
	°С
	5
	5
	5
	15

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	9.Температура сырой воды перед химводоочисткой
	Т3
	°С
	25
	25
	25
	25

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	



	10. Удельный объем воды в системе теплоснабжения в тоннах на 1 МВт суммарного отпуска тепла на отопление, вентиляции и горячее водоснабжение.
	gсист
	м3/МВт
	30
	30
	30
	30

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	Параметры пара, вырабатываемого котлами (до редукционной установки)

	11. Давление
	P1
	МПа(кгс/см2)
	1,4(14)
	1,4(14)
	1,4(14)
	1,4(14)

	
	
	
	
	
	
	

	12. Температура
	t1
	°С
	194,1
	194,1
	194,1
	194,1

	
	
	
	
	
	
	

	13. Энтальпия
	i1
	кДж/кг
	2787,6
	2787,6
	2787,6
	2787,6

	
	
	
	
	
	
	

	Параметры пара после редукционной установки

	14. Давление
	Р2
	МПа(кгс/см2)
	0,7(7)
	0,7(7)
	0,7(7)
	0,7(7)

	
	
	
	
	
	
	

	15. Температура
	t2
	°С
	164,2
	164,2
	164,2
	164,2

	
	
	
	
	
	
	

	16. Энтальпия
	i2
	кДж/кг
	2762,9
	2762,9
	2762,9
	2762,9

	
	
	
	
	
	
	

	Параметры пара, образующегося в сепараторе непрерывной продувки

	17. Давление
	P3
	МПа(кгс/см2)
	0,17(1,7)
	0,17(1,7)
	0,17(1,7)
	0,17(1,7)

	
	
	
	
	
	
	

	18. Температура
	t3
	°С
	114,3
	114,3
	114,3
	114,3

	
	
	
	
	
	
	

	19. Энтальпия
	i3
	кДж/кг
	2697,6
	2697,6
	2697,6
	2697,6

	
	
	
	
	
	
	


Продолжение табл. 1.1
	Параметры пара, поступающего в охладитель выпара из деаэратора:

	20. Давление
	Р4
	МПа(кгс/см2)
	0,12(12)
	0,12(12)
	0,12(12)
	0,12(12)

	
	
	
	
	
	
	

	21. Температура
	t4
	°С
	104
	104
	104
	104

	
	
	
	
	
	
	

	22. Энтальпия
	i4
	кДж/кг
	2681,2
	2681,2
	2681,2
	2681,2

	
	
	
	
	
	
	

	Параметры конденсата после охладителя выпара:

	

	23. Давление
	Р4
	МПа(кгс/см2)
	0,12(12)
	0,12(12)
	0,12(12)
	0,12(12)

	
	
	
	
	
	
	

	24. Температура
	t4
	°С
	104
	104
	104
	104

	
	
	
	
	
	
	

	25. Энтальпия
	i5
	кДж/кг
	436,3
	436,3
	436,3
	436,3

	
	
	
	
	
	
	

	Параметры продувочной воды на входе в сепаратор непрерывной продувки:

	26. Давление
	P1
	МПа(кгс/см2)
	1,4(14)
	1,4(14)
	1,4(14)
	1,4(14)

	
	
	
	
	
	
	

	27. Температура
	t1
	°С
	194,1
	194,1
	194,1
	194,1

	
	
	
	
	
	
	

	28. Энтальпия
	i7
	кДж/кг
	826
	826
	826
	826

	
	
	
	
	
	
	

	Параметры продувочной воды на выходе из сепаратора непрерывной продувки:

	29. Давление
	P3
	МПа(кгс/см2)
	0,17(1,7)
	0,17(1,7)
	0,17(1,7)
	0,17(1,7)

	
	
	
	
	
	
	

	30. Температура
	t3
	°С
	114,3
	114,3
	114,3
	114,3

	
	
	
	
	
	
	

	31. Энтальпия
	i8
	кДж/кг
	480,6
	480,6
	480,6
	480,6

	
	
	
	
	
	
	


Продолжение табл. 1.1
	32. Температура продувочной воды после охладителя продувочной воды
	 tпр
	°С
	40
	40
	40
	40

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	33. Температура конденсата от блока подогревателя сырой воды
	tк.б.
	°С
	80
	80
	80
	80

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	34. Температура конденсата после пароводяного подогревателя сырой воды
	t2
	°С
	164,2
	164,2
	164,2
	164,2

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	35. Энтальпия конденсата после пароводяного подогревателя сырой воды
	i6
	кДж/кг
	743,5
	743,5
	743,5
	743,5

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	36. Температура конденсата возвращаемого с производства
	tк.п.
	°С
	80
	80
	80
	80

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	37. Величина непрерывной продувки
	П
	%
	5
	5
	5
	9

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	38. Удельные потери пара с выпаром из деаэраторов в тоннах на 1 т деаэратированной воды
	dвып.
	т/т
	0,002
	0,002
	0,002
	0,002

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	




Продолжение табл. 1.1
	39.Коэффициент собственных нужд химводоочистки
	Кснхво
	-
	1,2
	1,2
	1,2
	1,2

	40. Коэффициент внутрикотельных потерь пара
	Кпот
	-
	0,02
	0,02
	0,02
	0,02

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	41. Максимальный часовой отпуск тепла из котельной на отопление и вентиляцию
	Qов макс
	МВт
	4,7
	-
	-
	-

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	42. Среднечасовой отпуск тепла на горячее водоснабжение за сутки наибольшего водопотребления
	Qср г.в.
	МВт
	0,8
	-
	-
	-

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	43. Часовой отпуск пара производственным потребителям
	Dпотр
	т/ч
	3,8
	3,8
	3,8
	3,8

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	44. Возврат конденсата от производственных потребителей
	Gпотр
	т/ч
	2,16
	2,16
	2,16
	2,16

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	45. Расход пара на мазутное хозяйство
	Dмаз
	т/ч
	-
	-
	-
	-

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	

	46. Удельная теплоемкость воды
	С
	кДж/м3·°С
	4,186
	4,186
	4,186
	4,186

	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	



Таблица 1.2 Расчет тепловой схемы отопительно - проиводственной котельной с котлами ДЕ
	Наименование
	Обозначение
	Ед. изм.
	Расчетная формула
	Максимальный зимний
	При средней температуре наиболее холодного месяца
	При температуре наружного воздуха в точке излома температурного графика сетевой воды
	Летний

	1.Температура наружного воздуха в точке излома температурного графика сетевой воды
	tн.изл
	°С
	Рис 3.
	-
	-
	-3,8
	-

	2.Коэффициент снижения расхода тепла на отопление и вентиляцию в зависимости от температуры наружного воздуха
	Kов
	-
	
	
	

	
	-

	3. Расчетный отпуск тепла на отопление и вентиляцию
	Qов
	МВт
	Qов макс · Kов
	4,7 · 1 = 13
	4,7 · 0,66 = 3,108
	4,7 · 0,35 =1,64
	-

	4. Значение коэффициента Kов в степени 0,8
	Kов0,8
	-
	-
	10,8 =1
	0,660,8 = 0,71
	0,350,8 = 0,43
	-

	5. Температура прямой сетевой воды на выходе из котельной
	t1
	°С
	tвн + 62,5 Kов0.8 + 67,5 Kов
	150
	20+ 62,5·0,7 + +67,5· 0,66 = =109,54
	70
	70

	6. Температура обратной сетевой воды на входе в котельную
	t2
	°С
	t1 – 80Kов
	70
	109,54- 80·0,66 = =56,63
	70 - 80·0,35 = 41,92
	41,92



Продолжение табл. 1.2
	7. Суммарный отпуск тепла на отопление, вентиляции и горячее водоснабжение в зимних режимах
	Qт.зим
	МВт
	Qов + Qг.в.ср
	4,7+0,8 = 5,5
	3,108+0,8 = 3,9
	1,64+0,8= 2,44
	-

	8. Расчетный часовой расход сетевой воды в зимних режимах
	Gсет.зим
	т/ч
	
	
	
	
	-

	9.Средний часовой отпуск тепла на горячее водоснабжение в летнем режиме
	
	МВт
	Qг.в.ср
	-
	-
	-
	0,8

	10. Расчетный часовой расход сетевой воды в летнем режиме
	Gсет.лет
	м3/ч
	
	-
	-
	-
	

	11. Объем сетевой воды в системе теплоснабжения
	Gсист
	м3
	gсист · Qт.зим
	30 · 5,5= 165
	165
	165
	165

	12. Расход подпиточной воды на восполнение утечек в теплосети
	Gут
	м3/ч
	 · Gсист
	 · 165 = 0,825
	0,825
	0,825
	0,825

	13. Количество обратной сетевой воды
	Gсет.обр.
	м3/ч
	Gсет – Gут
	59,12-0,825=58,3
	63,52-0,825=63,52
	75,035-0,825=74,21
	24,51-0,825=23,68

	14. Температура обратной сетевой воды перед сетевыми насосами
	t3
	°С
	
	
	
	
	



Продолжение табл. 1.2
	15. Расход пара на подогреватели сетевой воды
	Dd
	т/ч
	
	
	
	
	

	16. Количество конденсата от подогревателей сетевой воды
	Gd
	т/ч
	Dd
	9.82
	6.74
	4.34
	1.34

	17. Паровая нагрузка на котельную за вычетом расхода  пара на деаэрацию и на подогрев сырой воды, умягчаемой для питания котлов, а также без учета внутрикотельных потерь
	D
	т/ч
	Dпотр + Dd + Dмаз
	3.6+9.82+0 = 13.42
	3.6+6.74+0 = 10.34
	3.6+4.34+0 = 7.94
	3.6+1.34=4.94

	18. Количество конденсата от подогревателей сетевой воды и с производства
	Gк
	т/ч
	Gd + Gпотр
	9.82 +2.16= 11.98
	6.74 +2.16 = 8.9
	4.34 +2.16 =6.50 
	1.34 +2.16 =3.5 

	19. Количество продувочной воды, поступающей в сепаратор непрерывной продувки
	G*пр
	т/ч
	
	
	
	
	

	20. Количество пара на выходе из сепаратора непрерывной продувки
	D'пр*
	т/ч
	0,148 · G*пр
	0,148 · 
	0,148 · 0.51= 0.07
	0,148 · 0.39 = 0.05
	0,148 · 0.444 = 0.065



Продолжение табл. 1.2
	21. Количество продувочной воды на выходе из сепаратора непрерывной продувки
	G'пр*
	т/ч
	G*пр – D'пр*
	0.67-0.099=0.57
	0.51-0.07=0.44
	0.39-0.05=0.338
	0.444-0.065=0.37

	22. Внутрикотельные потери пара
	Dпот*
	т/ч
	0,02 · D
	0,02 · 13.42= 0.26
	0,02 · 10.34= 0,206
	0,02 · 7.94= 0,158
	0,02 · 4.94= 0,098

	23. Количество воды на выходе из деаэратора 
	Gд*
	т/ч
	D + G*пр + Gут
	13.42 + 0.67 +0,825 = 14.919
	10.34 + 0.51 + +0,825 = 11.69
	7.94 + 0.39 +0.825 = 9.16
	4.94 + 0.444+0,825 =6.209

	24. Выпар из деаэратора 
	Dвып*
	т/ч
	dвып · Gд*
	0,02 · 14.919= 0.029
	0,02  11.69= 0,023
	0,02 · 9.16= 0,018
	0,02 ·6.209= 0,012

	25. Количество умягченной воды, поступающей в деаэратор
	Gхво*
	т/ч
	(Dпотр – Gпотр) + G'пр* + Dпот*+ Dвып*+ Gут + Dмаз
	(3.6 – 2.16) + 0.57+ 0.26+ 0.029  +0.825 + 0 = 3.13
	(3.6 – 2.16) + 0.44+ 0,206+ 0.023 +0,825  = 2.93
	(3.6 – 2.16) + 0.338+ 0,51+ 0,018+ 0,825 = 2.78
	(3.6 – 2.16) + 0.37+ 0,33+ 0.012  +0,825 + 0 = 2.75

	26. Количество сырой воды, поступающей на химводоочистку
	Gс.в*
	т/ч
	Кхвосн · Gхво*
	1,2·  3.13= 3.76
	1,2 · 2.93= 3.52
	1,2 · 2.78= 3.33
	1,2 · 2.75= 3.306

	27. Расход пара на подогрев сырой воды
	Dс*
	т/ч
	
	
	
	
	

	28. Количество конденсата поступающего в деаэратор от подогревателей сырой воды,
	GC*
	т/ч
	Dс
	0,159
	0,149
	0,141
	0,06

	29. Суммарный вес потоков поступающих в деаэратор (кроме греющего пара)
	G∑*
	т/ч
	Gк + Gхво* + GC* + D'пр* – Dвып*
	11.98+3.13+0.159+0.0990.029=15.34
	8.909+2.93+0.149+0.07+0.023=12.04
	6.506+2.78+0.141+0.05+0.018=9.46
	3.5+2.75+0.06+0.065+0.012=6.37



Продолжение табл. 1.2
	30. Доля конденсата от подогревателей сетевой воды и с производства в суммарном весе потоков поступающих в деаэратор 
	-
	-
	
	
	
	
	

	31. Удельный расход пара на деаэратор 
	dд*
	т/т
	Рис. 5
	0,053
	0,058
	0,06
	0,0725

	32. Абсолютный расход пара на деаэратор
	Dд*
	т/ч
	dд* · G∑
	0,053 · 15.34= 0.81
	0,058 · 12.04= 0.69
	0,06 · 9.46= 0.59
	0,0725 · 6.37= 0.46

	33. Расход пара на деаэратор питательной воды и на подогрев сырой воды
	-
	т/ч
	(Dд*+ Dс*)
	0.81+0.159=0.97
	0.69+0.149=0.84
	0.59+0.141=0.73
	0.46+0.06=0.53

	34. Паровая нагрузка на котельную без учета внутри котельных потерь
	D'*
	т/ч
	D+( Dд* + Dс*)
	13.42+0.97=14.39
	10.34+0.84=11.196
	7.94+0.73=8.67
	4.94+0.53=5.47

	35. Внутрикотельные
потери пара
	Dпот
	т/ч
	
	
	
	
	

	36. Суммарная паровая нагрузка на котельную
	Dсумм*
	т/ч
	D'* + Dпот
	14.39+0.29=14.68
	11.196+0.22=11.42
	8.67+0.177=8.85
	5.47+0.11=5.58

	37. Количество продувочной воды поступающей в сепаратор непрерывной продувки
	Gпр
	т/ч
	
	
	
	
	



Продолжение табл. 1.2
	38.Количество пара на выходе и сепаратора непрерывной продувки
	Dпр
	т/ч
	
	
	
	
	

	39. Количество продувочной воды  на выходе и сепаратора непрерывной продувки
	G’пр
	т/ч
	Gпр – Dпр
	0.73-0.108=0.62
	0.57-0.08=0.48
	0.44-0.065=0.37
	0.502-0.07=0.42

	40. Количество воды на питание котлов 
	Gпит
	т/ч
	Gпр + Dсумм*
	14.68+0.73=15.42
	11.42+0.57=11.99
	8.85+0.44=9.29
	5.58+0.502=6.08

	41. Количество воды на выходе из деаэратора 
	Gд
	т/ч
	Gпит+ Gут
	15.42+0.825=16.24
	11.99+0.825=12.82
	9.29+0.825=10.12
	6.08+0.825=6.911

	42. Выпар из деаэратора 
	Dвып
	т/ч
	dвып · Gд
	0,002 · 16.24=0.032
	0,002 · 12.82=0.025
	0,002 · 10.12=0.02
	0,002 · 6.911=0.012

	43. Количество умягченной воды, поступающей в деаэратор
	Gхво
	т/ч
	(Dпотр – Gпотр)+ G'пр + Dпот+ Dвып+ Gут+ Dмаз
	(3.6-2.16) + 0.625+0.29+0.032+0.825=3.216
	(3.6-2.16) +0.48+0.22+0.025+0.825= 3.005
	(3.6-2.16) + 0.34+0.177+0.02+0.825=2.83
	(3.6-2.16) +0.42+0.11+0.012+0.825=2.816

	44. Количество умягченной воды, поступающей на химводоочистку
	Gс.в
	т/ч
	Кхвосн ·  Gхво
	1,2 · 3.216=3.86
	1,2 · 3.005=3.606
	1,2 · 2.83=3.407
	1,2 · 2.816=3.38

	45. Расход пара для подогрева сырой воды 
	Dc
	т/ч
	
	
	
	
	

	46. Количество конденсата поступающего в деаэратор от подогревателей сырой воды
	Gс
	т/ч
	Dc
	0.16
	0.152
	0.144
	0.07



Продолжение табл. 1.2
	47. Суммарный вес потоков, поступающих в деаэратор питательной воды (кроме греющего пара)
	G∑
	т/ч
	Gк + Gхво + Gс + Dпр + Dвып
	11.98+3.21+0.16+0.099+0.03=15.49
	8.909+3.005+0.152+0.07+0.02=12.16
	6.506+2.83+0.144+0.05+0.02=9.56
	3.5+2.816+0.07+0.06+0.012=6.46

	48. Доля конденсата от подогревателей сетевой воды и с производства в суммарном весе потоков поступающих в деаэратор 
	
	т/ч
	
	
	
	
	

	49. Удельный расход пара на деаэратор 
	dд
	т/т
	Рис.5
	0,053
	0,058
	0,0625
	0,0825

	50. Абсолютный расход пара на деаэратор 
	Dд
	т/ч
	dд · G∑
	0,053 · 15.49=0.82
	0,058 · 12.16=0.705
	0,0625 · 9.56=0.59
	0,0825 · 6.46=0.53

	51. Расход пара на деаэрацию питательной воды и подогрев сырой воды
	-
	т/ч
	Dд + Dс
	0.82+0.16=0.98
	0.705+0.152=0.85
	0.59+0.144=0.74
	0.53+0.07=0.6

	52. Паровая нагрузка на котельную без учета внутрикотельных потерь
	D'
	т/ч
	D + (Dд + Dс)
	13.42+0.98=14.408
	10.34+0.85=11.207
	7.94+0.74=8.68
	4.49+0.6=5.54

	53. Суммарная паровая нагрузка на котельную
	Dсумм
	т/ч
	D' + Dпот
	14.408 +0.29= 14.701
	11.207+ 0,22 = 11.435
	8.68+ 0,177= 8.86
	5.54 + 0,111 = 5.65



Продолжение табл. 1.2
	54. Процент расхода пара на собственные нужды котельной
	Кс.н.
	%
	
	
	
	
	

	55.Количество работающих паровых котлов
	Nк.раб.
	шт.
	Рис 7.
	Вариант I, котлы Е(ДЕ)-4:   4
	3
	3
	2

	
	
	
	
	Вариант 2, котлы Е(ДЕ)-6.5:    3
	3
	2
	1

	56. Процент загрузки работающих паровых котлов
	Кзагр
	%
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	

	57. Количество воды, пропускаемой помимо подогревателей сетевой воды (через перемычку между трубопроводами прямой и обратной сетевой воды)
	Gсет.п
	т/ч
	
	

	
	
	

	58.Количество воды пропускаемой через подогреватели сетевой воды 
	 Gсет.б.
	т/ч
	Gсет - Gсет.п
	59.12-0=59.12
	63.52-27.70=35.81
	75.03-55.899=19.13
	24.51-18.75=5.75

	59. Температура сетевой воды на входе в пароводяной подогреватель 
	t4
	°С
	
	
	
	
	




Продолжение табл. 1.2
	60. Температура умягченной воды на выходе из охладителя продувочной воды
	Т4
	°С
	
	
	
	
	

	61. Температура умягченной воды, поступающей в деаэратор питательной воды из охладителя выпара
	Т5
	°С
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Основы выбора типоразмера и количества котлов.
В расчете тепловой схемы предлагаются к выбору при расчетной суммарной паровой нагрузке котельной  2 типоразмера  котлов типа ДЕ -4-5 и ДЕ-6,5-3 ( см. табл.1.2). 
Ниже приведена выкопировка из подпункта 4.16 из СП 89.13330.2012. Актуализированная редакция СНиП II-35-76.

Число и производительность котлов, установленных в котельной, следует выбирать, обеспечивая:

– расчетную мощность котельной;
– стабильную работу котлов при минимально допустимой нагрузке в теплый период года.
При выходе из строя наибольшего по производительности котла в котельных первой категории оставшиеся котлы должны обеспечивать отпуск тепловой энергии потребителям первой категории в количестве, определяемом:
– минимально допустимыми нагрузками (независимо от температуры наружного воздуха) – на технологическое теплопотребление и системы вентиляции;
– режимом наиболее холодного месяца – на отопление и горячее водоснабжение.
При выходе из строя одного котла независимо от категории котельной количество тепловой энергии, отпускаемой потребителям второй и третьей категорий, следует обеспечивать в размерах, указанных в таблице 1.4.


 	      Табл.1.4
	Расчетная температура наружного воздуха для проектирования отопления t0, °C
	Минус 10
	Минус 20
	Минус 30
	Минус 40
	Минус 50

	Допустимое снижение подачи теплоты до, %
	78
	84
	87
	89
	91

	Примечание – Данные значения соответствуют температуре наружного воздуха наиболее холодной пятидневки обеспеченностью 0,92.


В котельных следует предусматривать установку не менее двух котлов
Суммарная паровая нагрузка на котельную при максимально зимнем режиме составляет 14,07 т/ч; при средней температуре наиболее холодного месяца – 11,435 т/ч; при температуре  наружного воздуха в точке излома температурного графика сетевой воды – 8,86 т/ч; летнем – 5,65 т/ч.
Интерполируя, находим процент допустимого снижения подачи теплоты = 0,884, при температуре наружного воздуха наиболее холодной пятидневки обеспеченностью 0,92  (-37°C).
Зимний режим:  14,07 0,884 = 12,43 т/ч – 2 котла
При средней температуре наиболее холодного месяца: 11,435 0,884 = 10,10 т/ч – 2 котла
При температуре  наружного воздуха в точке излома температурного графика сетевой воды 8,86 0,884 = 7,83 т/ч – 2 котла
Летний режим: 5,65  0,846 = 4,77 т/ч – 1 котла

 




1.2. Выбор электропотребляющего оборудования котельной
Электропотребляющее оборудование котельной – это насосы (сетевые, питательные, подпиточные, насосы сырой воды), а также дымососы и вентиляторы. При расчете электропотребления рассчитывают только рабочее оборудование (например, из двух установленных в котельной питательных насосов  рабочим является один, а другой – резервным).
Насосы в котельной подбирают по производительности (расходу) и напору. 
Питательный насос
	Производительность питательного насоса:
 , т/ч		    		(1.1)
где 1,1 – коэффициент запаса 
  – расход воды, поступающий на питание котлов, т/ч.10
 , т/ч
Напор питательного насоса:
, м		(1.2)
где 1,1 – коэффициент запаса;
	 - рабочее давление в котле, МПа;	
 - гидравлическое сопротивление всасывающего и напорного трубопроводов для питательной воды, м;	
 - пьезометрическая разность отметок уровней воды в паровом котле и деаэраторе, м.
Суммарное сопротивление , может быть оценено в 20 м вод.ст.
, м
Принимаем к установке питательный насос Grundfos CR 15-17
A-F-A-E-HQQE. Подробные характеристики приведены в приложении А.




Таблица 1.5. Технические характеристики питательного насоса
	Параметры
	Ед. изм.
	Значение
	Примечание

	Производительность
	м3 / ч
	51,32
	

	Напор
	м. вод. ст.
	163
	

	Мощность двигателя, кВт
	кВт
	15
	

	Частота вращения
	об/мин
	2940
	



Сетевой насос
Производительность сетевого насоса:
 , т/ч				(1.3)
где 1,1 – коэффициент запаса;
	 - расчетный часовой расход сетевой воды, т/ч.
 =82,53, т/ч
Напор насоса принимаем равным 50 м 
Принимаем к установке сетевой насос Grundfos CR 64-3 A-F-A-E-HQQE
Подробные характеристики приведены в приложении B.

	                                         Таблица 1.6. Технические характеристики сетевого насоса  
                                                                                                                                      
	Параметры
	Ед. изм.
	Значение
	Примечание

	Производительность, 
	м3 / ч
	167,3
	

	Напор
	м. вод. ст.
	52,74
	

	Мощность двигателя
	кВт
	18,5
	

	Частота вращения 
	об/мин
	2945
	



Подпиточный насос
Производительность подпиточного насоса
 , т/ч				(1.4)
где	1,1 – коэффициент запаса;
 - расчетный часовой расход подпиточной воды, т/ч.
 0,825 = 0,907 т/ч
Напор подпиточного насоса - 30м
Принимаем подпиточный насос Grundfos CR 1-5 A-A-A-E-HQQE. Подробные характеристики приведены в приложении С.
Таблица 1.7. 
Технические характеристики подпиточного насоса

	Параметры
	Ед. изм.
	Значение
	Примечание

	Производительность
	м3/ч
	0,916
	

	Напор
	м. вод. ст.
	30,64
	

	Мощность двигателя
	кВт
	0,37
	

	Частота вращения
	об/мин
	2850-2880
	


Насос сырой воды
	Производительность насоса сырой воды
                                              , т/ч			                   (1.5)
где 1,1 – коэффициент запаса;
 - расход сырой воды, т/ч.
 
Напор насоса принимаем  50 м.
Принимаем насос сырой воды Grundfos CR 5-9 A-A-A-E-HQQE. Подробные характеристики приведены в приложении D.
Таблица 1.8. Технические характеристики насоса сырой воды

	Параметры
	Ед. изм.
	Значение
	Примечание

	Производительность
	м3/ч
	4,262
	

	Напор
	м. вод. ст.
	53,09
	

	Мощность двигателя
	кВт
	1,5
	

	Частота вращения
	об/мин
	2890-2910
	



 Подбор дутьевого вентилятора и дымососа
Дутьевые вентиляторы и дымососы   устанавливаются индивидуально к каждому котлу и подбираются по производительности и давлению (или напору) по графикам завода-изготовителя.
Производительность дутьевого вентилятора определяется по формуле:
                          (1.6)
где: 1,1- коэффициент запаса.
  - производительность вентилятора, м3/ч;
 = Вк   -  расчетный расход природного газа, м3/ч; 
 - количество теоретически необходимого воздуха, м3/м3; 
 - коэффициент избытка воздуха в топке;  ;
 - температура воздуха, поступающего в вентилятор, °С; 0С;
= 5933,56 м3/ч

Необходимый давление, создаваемое вентилятором определяется по уравнению:
                                                     (1.7)
, который должен быть создан вентилятором при входе в горелку, Па. Эта величина определяется из технической характеристики горелки; 
 - сопротивление воздушных каналов от вентилятора до топки, Па. (принимаемПа);
  – разрежение в топке (при уравновешенной тяге) – (20-40)Па.
                         = 1212 Па                         
Производительность дымососа определяется по уравнению:
                                                 (1.8)
где: Qд - производительность дымососа, м3/ч;
Вр = Вк - расчётный расход топлива, м3/ч;
Vг – объём газов при входе в дымосос при нормальных условиях, м3/м3;
 – присосы воздуха (от экономайзера до дымососа);
 - теоретически необходимый расход воздуха, м3/м3
 – температура газов при входе в дымосос, оС
            = 10898,5    м3/ч             

Необходимое давление дымососа, Па:
                                                                   (1.9)
где  - сопротивление газового тракта, т   - разрежение в топочной камере (при уравновешенной тяге).       
                                                                                                                   
                                                                                                                                    






 Таблица 1.9 Коэффициенты запаса при выборе вентилятора и дымососа 
	Тепловая мощность (для паровых котлов по эквивалентной производительности), МВт 
	Коэффициент запаса 

	
	По производительности
	По давлению 

	
	Дымососы 
	Дутьевые вентиляторы
	Дымососы 
	Дутьевые вентиляторы 

	До 17,5 включительно
	1,1 
	1,1 
	1,2 
	1,2 

	Свыше  17,5
	1,1 
	1,05 
	1,1 
	1,1 



Когда определены производительность и давление, создаваемое дутьевым вентилятором и и дымососом, прозводится их подбор по характеристикам завода-изготовителя
К установке принимается вентилятор ВДН-9-1000 со следующими техническими характеристиками:
- производительность на всасывании 9930 м3/ч;
- полное давление 1250 Па;
- потребляемая мощность 4,2  кВт
Принимается к установке  дымосос ДН-11,2-1000 со следующими техническими характеристиками:
- Производительность 19130 м3/ч;
- Полное давление 1240 Па.
- Потребляемая мощность: 8,1 кВт;

На рис 1.4 и 1.5 представлен общий вид вентилятора и дымососа.
 [image: Вентилятор ВДН-9-1000] [image: Дымосос ДН-11,2-1000]

Рис. 1.4. Вентилятор типа ВДН-9-1000            Рис.1.5.  Дымосос типа ДН-11,2,-1000
[bookmark: _Hlk67840881]
1.3.  Определение необходимой мощности когенерационной установки
 Расчет потребности котельной в электроэнергии
На основе расчета оборудования котельной составляем таблицу потребности в электроэнергии при работе электропотребляющего оборудования.

Таблица 1.10 
Электропотребляющее оборудование
	
	Наименование оборудования
	Тип обору-
дования
	Количество
	Мощность
ед. оборуд. 
	Расчетная мощность

	
	
	
	устан.
	рабоч
	
	

	
	
	
	шт.
	шт.
	кВт
	кВт

	1
	Вентилятор дутьевой центробежный 
	ВДН-9-1000
	1
	3
	4,2
	4,2

	2
	Дымосос центробежный 
	ДН-11,2-1000
	1
	3
	8,1
	8,1

	3
	Насос питательный 
	CR 15-17 A-F-A-E-HQQE
	2
	1
	15
	15

	4
	Насос подпиточный 
	CR 1-5 A-A-A-E-HQQE
	2
	1
	0,37
	0,37

	5
	Насос сетевой
	CR 64-3 A-F-A-E-HQQE
	2
	1
	18,5
	18,5

	6
	Насос сырой воды 
	CR 5-9 A-A-A-E-HQQE
	2
	1
	1,5
	1,5

	
	Всего
	47,67


Запас на другое электропотребляющее оборудование котельной принимаем как 10% от суммарной нагрузки.  
Расчет суммарного электропотребления котельной
Электропотребление оборудования котельной – 47,67 кВт
Собственные нужды, включая освещение 18,46 кВт 
Суммарное электропотребление котельной определяется как сумма всех нагрузок котельной:
                         (1.10) 
Потребности внешнего потребителя
[bookmark: _Hlk67841387]Потребности внешнего потребителя принимаем в соответствии с заданием:	                                     Nвн  =300 кВт                                             
Необходимая мощность когенерационной установки:
          (1.11)                

Продолжение табл. 1
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Когенерация - процесс совместной выработки электрической и тепловой энергии. Когенерационные установки - это оборудование, позволяющее вырабатывать электроэнергию и тепло одновременно. К основным преимуществам когенерационных установок относятся:
- увеличение эффективности использования топлива благодаря более высокому КПД;
-  снижение вредных выбросов в атмосферу по сравнению с раздельным производством тепла и электроэнергии;
- уменьшение затрат на передачу электроэнергии, т.к. когенерационные установки размещаются в местах потребления тепловой и электрической энергии, потери в сетях практически отсутствуют;
- возможность работы на биотопливе и на др. альтернативных видах топлива;
- бесшумность и экологичность оборудования;
- обеспечение собственных потребностей котельной в электроэнергии
Когенерационная установка состоит из четырех основных частей:
 Первичный двигатель; электрогенератор;система утилизации тепла; система контроля и управления;
В зависимости от существующих требований, роль первичного двигателя может выполнять: поршневой двигатель; паровая турбина; газовая турбина. Сравнение приведено в табл.1.11.





Таблица 1.11 Анализ работы различных двигателей
	Двигатель
	Используемое топливо
	Диапазон мощностей (МВт)
	Отношение
тепло : электроэнергия
	КПД эл.
	КПД общий

	Паровая турбина
	Любое
	1 - 1000
	3:1 - 8:1+
	10-20%
	до 80%

	Газовая турбина
	газ, биогаз, дизельное топливо, керосин,
	0.25 - 300
	1.5:1 - 5:1*
	25-42%
	65-87%

	Поршневой двигатель
с воспламенением от сжатия (дизель)
	газ, биогаз, дизельное топливо, керосин,
	0.2 - 20
	0.5:1 - 3:1*
Вариант по умолчанию:
0.9-2
	35-45%
	65-90%

	Поршневой двигатель
с воспламенением от искры
	газ, биогаз, керосин,
	0.003 - 6
	1:1 - 3:1*
Вариант по умолчанию:
0.9-2
	35-43%
	70-90%


Когенерационная установка на основе поршневого двигателя
Поршневые двигатели, используемые в энергосистемах, обладают, с одной стороны, соизмеримой с турбинами эффективностью в части генерации электроэнергии. С другой стороны, создание когенерационных систем на базе поршневых двигателей осложнено рассеиванием тепловой энергии, часть которой отводится системой охлаждения двигателя (двигатель и масло, используемое в системе смазки, должны постоянно охлаждаться), а также пульсирующим характером потока отходящих газов (с температурой на уровне 400°С).
Преимущества поршневого двигателя:
- Высокая производительность.
- Относительно низкий уровень начальных инвестиций.
- Широкий спектр моделей по выходной мощности.
- Возможность автономной работы.
- Быстрый запуск.
- Гибкость по отношению к выбору топлива.
Недостатки поршневого двигателя:
- Дорогое обслуживание (обслуживающий персонал, использование смазочных масел и охлаждающих жидкостей).
- Высокая эмиссия вредных веществ.
- Высокий уровень (низкочастотного) шума.
- Низкая тепловая эффективность.
- Высокое соотношение вес/выходная мощность.
- Ресурс работы ниже, чем у турбин.
Самым оптимальным из поршневых установок являются газопоршневые когенерационные установки(мини-ТЭЦ).
Газопоршневые когенерационные установки, приводом электрического генератора в которых является поршневой двигатель внутреннего сгорания, использующий в качестве источника первичной энергии газообразное топлива. Актуальный диапазон электрической мощности, при котором целесообразно использовать газопоршневые когенерационные установки, находится в условных рамках от 1 до 12 МВт.
Достоинства:
- более короткие сроки внедрения проекта в целом;
- возможность монтажа когенерационной установки в отдаленной местности;
- высокая ликвидность мини-ТЭЦ для лизинговых схем финансирования;
- возможность переноса и вторичного использования мини-ТЭЦ.
Недостатки
- ограничение по мощности одного модуля - 1 МВт по электрической мощности;
-стесненные условия обслуживания агрегатов;
Когенерационная установка  на базе паровых турбин
Паровые турбины используются в качестве основных двигателей промышленных когенерационных систем в течение многих лет. Пар, образующийся в паровом котле, расширяясь, под высоким давлением проходит через лопатки турбины. Турбина вращается и производит механическую энергию, используемую генератором для производства электричества.
Электрическая мощность системы зависит от того, насколько велик перепад давления пара на входе и выходе турбины. КПД паровой турбины в части генерации электроэнергии самый низкий из всех рассматриваемых технологий (от 7 до 20%), но в составе когенерационных систем суммарная эффективность может достигать 80% в расчете на условную единицу израсходованного топлива (по теплотворной способности). Из этого следует, что паровые турбины находят применение в местах, где потребность в тепловой энергии намного выше, чем в электрической. Предлагаемые на рынке системы, как правило, рассчитаны на производство от 500 квт и более электроэнергии.
Для эффективной работы пар в турбину должен подаваться под высокими давлением и температурой. Преимуществом технологии является возможность использования в котле самого широкого спектра топлив, включая твердые. Однако использование тяжелых нефтяных фракций и твердого топлива снижает экологические показатели системы, которые определяются составом отходящих из котла продуктов горения.
Паровые турбины бывают двух типов:
- с противодавлением (когда давление пара на выходе турбины выше атмосферного);
-  конденсационные (когда давление пара на выходе турбины ниже атмосферного). Применение дополнительного (внешнего по отношению к турбине) конденсора в последних позволяет увеличить электрическую эффективность, но создает большие сложности в использовании низко потенциальной теплоты.
Наиболее перспективными для установки ПТУ являются существующие котельные средней и большой производительности, оснащенные паровыми котлами (или пароводогрейные котельные), с нагрузками отопления и ГВС. Внедрение когенерации на такой котельной не потребует увеличения количества котлов или их реконструкции.
На рис.1.6 и 1.7 приведены схемы мини-ТЭЦ с противодавленческой и конденсационной турбинами.
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	Рис. 1.6. Схема мини-ТЭЦ с противодавленческой турбиной: 1- паровой котел; 2 – паровая турбина; 3 - теплообменник для нагрева сетевой воды; 4- насос; 5 - пароперегреватель
	Рис. 1.7. Схема мини-ТЭЦ с конденсационной турбиной: 1- паровой котел; 2 – конденсационная турбина; 4 - насос 5 – пароперегреватель; 6 - конденсатор


Установка конденсационных турбин (рис.1.7) имеет существенный недостаток, заключающийся в том, что наличие конденсатора требует существенных затрат для использования низкопотенциальной теплоты. Чаще всего вода, поступающая на охлаждение, не используется ввиду низких температур, резко снижая эффективность установки в целом.
Использование противодавленческих турбин имеет существенные преимущества при установке их в котельных, так как отработавший пар можно подавать на теплообменники для нагрева сетевой воды (рис.1.6) или (при необходимости) на технологические нужды предприятия.  Анализ потребности в тепловой и электрической энергии применительно к проектируемой мини ТЭЦ также показывает, что потребность в тепловой энергии намного выше, чем в электрической.  Это еще одно подтверждение правильности выбора когенерационной технологии с использованием противодавленческой турбины применительно к паровой котельной. 
Когенерационная установка  с использованием газовых турбин
Принцип работы газовых турбин состоит в следующем: газ, нагнетаемый в камеру сгорания компрессором, смешивается с воздухом, формируя топливную смесь, и поджигается. Образующиеся продукты горения с высокой температурой, проходя через несколько рядов лопаток, установленных на валу турбины, приводят к вращению турбины. Механическая энергия вала передается через (понижающий) редуктор электрическому генератору. Тепловая энергия выходящих из турбины газов поступает в теплоутилизатор. Вместо производства электричества, механическая энергия турбины может использоваться для работы насосов, компрессоров и т.п. Наиболее традиционным видом топлива для газовых турбин является природный газ, хотя это не исключает возможности использования других видов газообразного топлива. При этом газовые турбины предъявляют повышенные требования к качеству его подготовки (механические включения, влажность).
Работа турбины сопровождается высоким уровнем шума, поэтому для их установки используются индустриального типа здания (в том числе контейнерного типа), которые также обеспечивают влагозащищенность оборудования.
Преимущества газовой турбины:
- Надежность;
-Отсутствие водяной системы охлаждения;
- «Высокоэнергетический» выход тепловой энергии.



[bookmark: _Toc75189888]1.5.  Выбор и характеристика когенератора
Наиболее перспективными для установки ПТУ являются существующие котельные средней и большой производительности, оснащенные паровыми котлами (или пароводогрейные котельные), с нагрузками отопления и ГВС. Внедрение когенерации на такой котельной не потребует увеличения количества котлов или их реконструкции.
В результате установка электрогенерирующих мощностей на базе ПТУ имеет минимальные удельные кап. затраты (руб/кВт), по сравнению с другими вариантами. Производство электроэнергии будет связано с незначительными затратами топлива. Основным недостатком ПТУ является меньшая удельная выработка электроэнергии на тепловом потреблении (кВт·час/Гкал), однако производимой энергии в большинстве случаев достаточно для полного покрытия собственных нужд котельной и некоторого экспорта электроэнергии.
Типоразмер когенератора определяется на основе рассчитанной ранее мощности когенерационной установки по характеристике турбин, размещенных на сайте завода-изготовителя.
В таблице 1.12 приведены характеристика и внешний вид (рис. 1.8) паровой турбины с противодавлением типа ТГ 0,5А/0,4 Р13/3,7. Энергоноситель- насыщенный пар.
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Рис. 1.8. Внешний вид турбины ТГ 0,5А/0,4 Р13/3,7

Таблица 1.12 Техническая характеристика ПТГ ТГ 0,5А/0,4 Р13/3,7

	Показатели
	Значение

	Номинальная мощность, кВт
	500

	Абсолютное давление пара перед турбиной, МПа
	1,3 (1,0-1,4)

	Температура, °С
	191

	Номинальное абсолютное давление пара за турбиной (рабочий диапазон), кПа
	370 (300-500)

	Номинальный расход пара, т/ч
	13,2

	Масса турбогенератора, т
	9,54

	Длина
	4,24

	Ширина
	2,13

	Высота
	2,27

	Тип генератора
	СГ2−500


Т.к. турбина работает на сухом насыщенном паре, необходимо установить специальный фильтр или сепаратор. Подбираем диаметр сепаратора по графику, задаемся расходом пара (G=7,2 т/ч) и давлением (p=1,4МПа). Подбираем сепаратор dy125.
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Исходные данные для расчета
-   эффективная мощность на валу турбины Ne=500 кВт; 
-    частота вращения вала турбины, n=133 c-1; 
-    абсолютное давление пара перед турбиной =1,4 МПа; 
-    энтальпия пара при давлении 1,4 Мпа = 2789 кДж/кг
-    температура пара перед турбиной t0'=191о С; 
-    абсолютное давление пара за турбиной (на выходе из выхлопного патрубка),  р' k =0,37 МПа; 
-    энтальпия пара при давлении 0,37 Мпа = 2733,8 кДж/кг
Расчет паровой турбины производится по следующей схеме: 
1) определяется ориентировочный расход пара на турбину; 
2) рассчитывается проточная часть турбины на этот расход;
 3)  определяется значение ηое на основе расчета проточной части паровой турбины;
 4) определяется точное значение расхода пара;
 5)  уточняются размеры проточной части; 
6) сводится окончательный энергетический баланс. 
Расчет выполняем по методике [4].
Определение ориентировочного расхода пара
Расход пара определяется по формуле: 
                                           G = Ne/( Hт0ид ·ηое),                 	             (1.12)
 где ηое– относительный эффективный КПД турбины; 
Hт0ид = h0 - h'кt – располагаемый теплоперепад идеальной турбины, кДж/кг, определяемый по h, s-диаграмме водяного пара.
 Положение точки А'0 определяется по заданным давлению и температуре пара перед турбиной (p0', t0'). Линия А'0, Аkt'– изоэнтропа из точки А'0  до изобары конечного давления  р'k.  Линия А'0 А0 – дросселирование пара в стопорном и регулирующих клапанах при их полном открытии (номинальный расчетный режим) от давления p0' до давления p0 на входе в сопловую решетку первой ступени турбины (энтальпия пара h0 при дросселировании сохраняется неизменной). Величину p0 можно принять:   p0 = 0,95· p'0.

[image: ]
Рис. 1.9. Определение располагаемых теплоперепадов турбины по h,s-диаграмме водяного пара
 Линия А0, Аkt – изоэнтропа из точки А0 до давления pk за рабочими лопатками последнего венца турбины в расчетном номинальном режиме. Давление   pk больше заданного давления за турбиной p'k на величину сопротивления выхлопного патрубка турбины ∆ pk : 
                                        ∆ pk =  pk·λ·(свп/100)2,                                    (1.13) 
                                                pk = p'0+∆ pk,
∆ pk =  0,37·0,06·(50/100)2=0,005м
                                         pk = 0,37+0,05=0,375, Па
 где λ – коэффициент сопротивления выхлопного патрубка, равный 0,05…0,1 ;  
свп – скорость пара в выходном сечении выхлопного патрубка турбины (для противодавленческих турбин свп  = 40…60 м/с). 
                             Hт0ид =  h0 –h'kt =2789-2545,6=243,4  кДж/кг.
                                     Hт0 = h0 –hkt = 2789-2549=240 кДж/кг.
Располагаемый (перерабатываемый) теплоперепад ступени
Относительный эффективный КПД турбины ηое определяется формулой:
                                  ηое= ηдр·η'оi·ηввр·ηтм,                                            (1.14) 
        где ηдр  -  коэффициент дросселирования; ηдр=Нто/Hт0ид=240/243,4=0,986
	η'оi – внутренний относительный КПД проточной части турбины (0,72…0,78);
       ηввр - коэффициент выхода внутренней работы (ηввр=1- для одноступенчатой турбины);  
       ηтм - механический КПД турбины (ηтм =0,96…0,98 )
ηое= 0,986·0,78·0,97·1=0,74, м
G = 500/( 243,4  ·0,74)=2,77 кг/c=9,97 т/ч
Определенный по формуле (1.12) расход пара является ориентировочным, т.к. в реальной действующей турбине имеется целый ряд потерь энергии:
- на рабочих лопатках турбины;
- на сопловой и рабочей решетках;
- с выхлопной скоростью;
- на выколачивание (сегментные потери)
- на трение и вентиляцию.  
Данные потери энергии зависят от геометрических размеров лопаток, рабочих и направляющих решеток, скорости пара на различных участках тракта и др.
Для турбины с одной ступенью давления η'oi= ηoiст (КПД проточной части турбин равен КПД единственной ступени).
Скорость подвода пара к соплам с0 мала, поэтому кинетической энергией с02/2 пренебрегаем.
Таким образом, для расчета одновенечной ступени известны:
1) положение точки а0 в h,s- диаграмме (параметры пара на входе в сопла p0, t0, v0);
2) располагаемый теплоперепад ступени H0, кДж/кг, и давление за ступенью p21, МПа, которое в данном случае равно конечному давлению рк;
3) секундный расход пара через ступень ( турбину) G, кг/с.
Ввиду того, что изменение значений процесса расширения пара на h-s диаграмме малы, данный процесс показан в виде схемы на рисунке 1.10.
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Рис. 1.10. Схема процесса расширения пара на h,s-диаграмме


Тепловой расчет проточной части
Примем степени реактивности  ρp1=0,02, ρн=0,02, ρр2=0,02.  В соплах должен быть переработан теплоперепад
                        H011=Hт0·(1-∑ρ)= 240 ·(1-0,06) = 225,6 кДж/кг           (1.15) 
Давление за соплами по h, s-диаграмме
                                                        р11 = 0,4 МПа.
Теплоперепады, перерабатываемые в рабочих и направляющей решетках:
                    H021 = H012 = H022 = 240·0,02= 4,8 кДж/кг.
           Давление пара за первой рабочей решеткой р21 = 0,386 МПа.
 Давление пара за направляющей решеткой р12 =0,377 МПа.
 Давление пара за второй рабочей решеткой р22 =0,365 МПа. 
Задавшись коэффициентом скорости для сопловой решетки φ  =  0,96  ,  определяем  состояние  пара  за  соплами  в  точке  а11  на изобаре р11 при энтальпии h11 = h0-H011+Hc1, где потери в соплах
                     Hc1 =(1-φ2)· H011 = (1-0,962) ·225,6 = 17,69 кДж/кг;          (1.16)                                                         h11= 2789-225,6 +17,69 = 2581,09 кДж/кг.
Удельный объем в этой точке v11 =0,45 м3/кг. Определяем условную скорость истечения пара из сопел 
                                       сиз =2000 × Н 0Т = 697,24 м/с.                          (1.17)
Примем  значения  u/cиз  равными  0,2;  0,22; 0,24; 0,26;  0,28  и проведем  вариантные  расчеты,  результаты  которых  сведены  в табл.  1  (во  всех  вариантах  принято  α11  =11°).  Для  первого варианта  отношение  u/cиз  =  0,2.  Окружная  скорость  в  этом варианте
                         u=( u/cиз)·cиз = 0,2·697,24= 139,4 м/с.                         (1.17)
Средний диаметр ступени  d=u/(π·n)=0,33 м.
Действительная скорость пара на выходе из сопловой решетки (предварительная)
      с11 = φ×c1t1 = φ×=0,96=648,92 м/с    (1.18)
Из уравнения сплошности для выходного сечения сопловой
решетки определяем
ε·l11 = G·v11/ (π·d·c11·sinα11) =2,77·0,45/(π·0,33·648,92·sin11°)= 0,01 м.  (1.19)
Так как ε·l11<0,02 м, принимаем парциальный подвод пара к рабочим лопаткам и находим  оптимальную степень парциальности
                     εопт = 3×=0,3                               (1.20)
Длина сопловых лопаток
                          l11 = ε·l11 / εопт =0,0336 м.                                         (1.21)
Ширину сопловых лопаток принимаем  b11 = 0,051 м.
Уточненный коэффициент скорости сопловой решетки определяем при  b11/l11 = 0,051/0,0336 = 1,52  и значении угла α11 = 11°:
                                                     φ = 0,966.
Уточненная потеря энергии в сопловой решетке 
                     Hc = (1-φ2)·H011 = (1-0,9662)· 225,6 = 15,27 кДж/кг.            (1.22)
Размеры сопловых лопаток остаются неизменными. Размеры рабочих  и  направляющих  лопаток  принимаем  для  обеспечения плавности раскрытия проточной части такими: 
l21 = 0,031 м, l12 =0,034 м, l22 =0,037 м, b21 =0,025 м, b12 = 0,026 м, b22 = 0,027 м.
Дальнейший расчет турбинной ступени для всех пяти вариантов сведем в табл. 1. Формулы для определения всех численных значений величин приведены выше.
По результатам вариантных расчетов ступеней определяется (табл. 1.12) оптимальный вариант при наибольшем значении внутреннего относительного КПД. В данном примере расчета максимальное значение ηoi max = 0,7433 соответствует отношению u/сиз = 0,22.
Tак как турбина одноступенчатая, внутренний относительный КПД турбины равен оптимальному КПД ступени:
                                              η׳oi= ηoi max = 0,7433,
а относительный эффективный КПД турбины 
                         ηое = ηдр·η'оi·ηввр·ηтм =0,986·0,7433·1,0·0,98=0,7182,
 используя который, определяем уточненный расход пара на турбину 
                         G′=Nе/(H0ид· ηое) =500/(243,4  ·0,7182) = 2,86 кг/с.

	№ пп
	Физическая величина и обозначение её единицы
	Обозначение физических величин и формулы их определения
	Отношение скоростей u/сиз

	
	
	
	0,20
	0,22
	0,24
	0,26
	0,28

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8

	1
	Окружная скорость, м/с
	u
	139,45
	153,39
	167,34
	181,28
	195,23

	2
	Средний диаметр ступени, м
	d
	0,334
	0,367
	0,401
	0,434
	0,467

	3
	Угол выхода потока пара из сопловой
решетки, град.
	α11
	11,0
	11,0
	11,0
	11,0
	11,0

	4
	Предварительная скорость выхода
пара из сопловой решетки, м/с
	с11п
	648,9
	648,9
	648,9
	648,9
	648,9

	5
	Произведение ε•l11, м
	ε·l11
	0,010
	0,009
	0,008
	0,008
	0,007

	6
	Степень парциальности (оптимальная)
	εoпт = 3,0·	ε  l
11
	0,30
	0,29
	0,27
	0,26
	0,25

	7
	Длина сопловых лопаток, м
	l11
	0,033
	0,032
	0,031
	0,029
	0,028

	8
	Ширина сопловых лопаток, м
	b11
	0,05
	0,05
	0,05
	0,05
	0,05

	9
	Коэффициент скорости сопловой
решетки (уточненный)
	φ = 0,98 – 0,009· b11 / l11
(или рис. 4)
	0,967
	0,966
	0,965
	0,965
	0,964

	0
	Размеры лопаток рабочих и направляющих решеток, м
	l21 l12 l22 b21 b12 b22
	0,031
0,034
0,037
0,025
0,026
0,027
	0,030
0,033
0,036
0,025
0,026
0,027
	0,029
0,032
0,035
0,025
0,026
0,027
	0,028
0,031
0,034
0,025
0,026
0,027
	0,027
0,030
0,033
0,025
0,026
0,027

	
11
	
Абсолютная скорость пара на выходе из сопловой решетки, м/с
	
c  φ	2000  H
11	011
	653,3
	652,9
	652,5
	652,1
	651,7

	12
	Потеря энергии в сопловой решетке,
кДж/кг
	Hс = (1-φ2) · H011
	15,033
	15,323
	15,600
	15,865
	16,120







	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8

	13
	Элементы входного треугольника скоростей первой рабочей решетки, м/с
	с1u1 = с11• соsα11 c1a1=w1a1=с11•sin α11 w1u1=c1u1-u
w   	(w2      w2    )
11	1a1	1u1
	640,27
124,13
500,83
515,98

	639,84
124,05
486,45
502,01

	639,42
123,97
	472,09

	488,09




	639,02
	123,89

	457,74

	474,21




	638,64
	123,82

	443,41

	460,38





	14
	Угол входа потока в первую рабочую
решетку, град.
	β11=arcsin(w1a1/w11)
	13,96
	14,346
	14,76
	15,19
	15,65

	15
	Коэффициент скорости первой
рабочей решетки
	Ψp1 (по рис. 4)
	0,9363
	0,9363
	0,9363
	0,9363
	0,9363

	16
	Потери энергии в первой рабочей
решетке, кДж/кг
	Нл1=(1-φр12)·(Н021+w112/2000)
	16,986
	16,110
	15,260
	14,436
	13,638

	17
	Относительная скорость пара на выходе из первой рабочей решетки, м/с
	w	 ψ		w2  2000Н
21	р1	11	0
	491,39
	478,54
	465,74
	453,00
	440,31

	18
	Энтальпия пара на выходе из первой
рабочей решетки, кДж/кг
	h21 = h0 – H011 – H021 + Hc +Hл1
	2662,5
	2661,9
	2661,3
	2660,7
	2660,2

	19
	Удельный объем пара за первой
рабочей решеткой, м3/кг
	v21 ( по h, s-диаграмме )
	0,46
	0,46
	0,46
	0,46
	0,46

	20
	Осевая составляющая относительной и абсолютной скорости за первой
рабочей решеткой, м/с
	w2a1=с2а1= c1a1·l11·v21/(l21·v11)
	136,85
	134,74
	133,37
	132,63
	132,46

	21
	Угол выхода потока пара из первой
рабочей решётки , град.
	
β21 = arcsin(w2а1/w21)
	16,17
	16,35
	16,64
	17,02
	17,46

	22
	Другие элементы выходного треугольника скоростей первой рабочей решётки, м/с
	w2u1= -w21· сos(β21)
c2u1 = w2u1 + u c2a1 = w2a1

с			с2	 с2 21			2u1		2 а1
	-471,73
-332,29
136,85
359,36


	-459,40
-306,00
134,74
334,36

	-447,11
-279,77
133,37
309,94

	-434,88
-253,59
132,63
286,18

	-418,29
-223,06
132,46
259,43




    Табл. 1.13 Результаты вариантных расчетов турбинной ступени


Classified as Business
Classified as Business
29 -
-

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8

	23
	Угол выхода потока пара из первой рабочей решётки в абсолютном движении, град.
	
α21 = аrcsin(c2a1/c21)
	22,33
	23,58
	25,47
	27,34
	30,66

	24
	Коэффициент скорости направляющей
решётки
	φн (по рис 4)
	0,9404
	0,9413
	0,9422
	0,9437
	0,9455

	25
	Скорость пара на выходе из направляющей решётки
- теоретическая, м/c
-действительная, м/c
	
с		с2    2000Н
1t 2	21	012
c	 φ с
12	н 1t 2
	372,64
350,43

	348,59
328,13

	325,24
306,44

	302,69
285,65

	277,53
262,40


	26

27

28
	Потери энергии в направляющей решётке, кДж/кг
Энтальпия пара на выходе из направляющей решетки, кДж/кг Удельный объем пара за направляющей решёткой, м3/кг
	
Hн = (1- φн2) (H012 + c221/2000) h12 = h21 – H012 + Hн
v12 ( по h,s-диаграмме )
	8,03
2665,6
0,47

	6,92
2663,9
0,47

	5,94
2662,4
0,47

	5,01
2660,9
0,47

	4,08
2659,4
0,47


	29

30
	Осевая составляющая скорости за направляющей решёткой,м/c
Угол выхода потока из направляющей решётки, град.
	
c1a2 = c2a1·v12·l21/(v21·l12)

α12=arcsin(c1a2/c12)
	
127,49
21,33

	125,16
22,42

	123,49
23,76

	122,40
25,34

	121,81
27,65


	31
	Элементы входного треугольника скоростей второй рабочей решётки, м/c
	c1u2 = c12 ·cos(α12) w1u2 = c1u2 – u w1a2 = c1a2
w 	w2   w2
12	1u 2	1a 2
	325,90
186,46
127,49
225,88

	301,88
148,48
125,16
194,20

	281,93
114,59
123,49
168,47

	257,08
75,80
122,40
143,97

	225,67
30,44
121,81
125,55


	32
	Угол входа пара во вторую рабочую
решетку, град.
	β12 = arcsin(w1a2/w12)
	34,06
	39,79
	47,14
	58,21
	75,93

	33
	Коэф. скорости второй рабочей
решетки
	Ψр2 (по рис.4)
	0,9546
	0,9592
	0,9606
	0,9641
	0,9689




	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8

	34
	Скорость пара на выходе из второй рабочей решётки
- теоретическая, м/c
-действительная, м/c
	
w		2000H	 w2
2t 2	022	12
w	 ψ	 w
22	p 2	2t 2
	246,45
235,27

	217,79
208,90

	195,19
187,50

	174,49
168,23

	159,63
154,67


	35
	Потери во второй рабочей решетке,
кДж/кг
	Нл2=(w2t22-w222)/2000
	2,695
	1,896
	1,472
	1,073
	0,780

	36
	Энтальпия пара на выходе из второй рабочей решетки, кДж/кг
	
h22 = h12 – H022 + Нл2
	2663,5
	2661,0
	2659,0
	2657,1
	2655,3

	37
	Удельный объем пара на выходе из второй рабочей решетки, м3/кг
	v22 ( по h,s-диаграмме ) (при р22= 1,624МПа)
	0,48
	0,48
	0,48
	0,48
	0,48

	38
	Осевая составляющая относи-тельной скорости за второй рабочей решеткой,
м/c
	
w2a2= w1a2·l12·v22/(l22·v12)
	119,65
	117,17
	115,31
	113,97
	113,09

	39
	Угол выхода пара из второй рабочей
решётки , град.
	β22 = arcsin(w2a2/ w22)
	30,53
	34,06
	37,88
	42,61
	46,97

	40
	Другие элементы выходного треугольника скоростей второй рабочей решетки, м/c
	w2u2= -w22· cos(β22) c2u2 = w2u2 + u с2а2= w2a2
c		c2	 c2 22			2 a 2		2u 2
	-202,33
-62,88
119,65
135,16

	-173,39
-20,00
117,17
118,86

	-148,13
19,21
115,31
116,90

	-124,49
56,79
113,97
127,34

	-105,18
90,05
113,09
144,56


	41
	Угол выхода пара из второй рабочей
решётки в абсолютн. движении, град.
	α22 = arccos(c2u2/c22)
	62,27
	80,33
	80,56
	63,51
	51,54

	42
	Потери энергии с выходной скоростью
ступени, кДж/кг
	Нв = c222 / 2000
	9,135
	7,064
	6,833
	8,108
	10,449

	43
	Располагаемый теплоперепад ступени,
кДж/кг
	Н0
	243,07
	243,07
	243,07
	243,07
	243,07



Табл. 1.13 Результаты вариантных расчетов турбинной ступени


47

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8

	44
	Расход энергии в ступени, кДж/кг
-работа на лопатках
-потери в соплах
-потери в первой рабочей решетке
-потери в направляющей решетке
-потери во второй рабочей решетке
-потери с выходной скоростью ступени
	
L=u[(c1u1–c2u1)+(c1u2 – c2u2)]·10-3 Hc
Hл1 Hн Hл2
Нв = c222 / 2000
	
190,12
15,033
16,986
8,03
2,695
9,135


	
194,84
15,323
16,110
6,92
1,896
7,064


	198,26
15,600
15,260
5,94
1,472
6,833

	
198,72
15,865
14,436
5,01
1,073
8,108


	195,42
16,120
13,638
4,08
0,780
10,449


	
	Итого:
	
	241,997
	242,152
	243,361
	243,214
	240,490

	45
	Относительный лопаточный КПД
ступени
	ηол = L/H0
	0,7822
	0,8016
	0,8156
	0,8175
	0,8040

	46
	Потеря мощности на трение и
вентиляцию по формуле(9), кВт
	Nтв= [d2 +0,4(l-ε-0,5εk) d (l1,521 +
+l1,5 )] · (u/100)3 · l/v
22	1
	9,78
	14,15
	19,68
	26,47
	34,63

	47
	Удельные потери на трение и
вентиляцию, кДж/кг
	Hтв = Nтв/G
	3,384
	4,896
	6,809
	9,161
	11,981

	48
	Коэффициент сегментных потерь
(«выколачивания»)
	ξвк
	0,00000460
	0,00000471
	0,00000479
	0,00000480
	0,00000472

	
49
	
Потери сегментные удельные, кДж/кг
	
Hвк=ξвк ·Н0
	0,001
	0,001
	0,001
	0,001
	0,001

	50
	Потери от влажности, кДж/кг
	Нвл=0,85· Н0·(2-х11-х22)/2
	0
	0
	0
	0
	0

	51
	Внутренний относительный КПД
ступени
	ηст   = η   – (H	+ H	+ Н )/Н
oi	oл	тв	вк	вл	0
	0,7419
	0,7434
	0,7347
	0,7086
	0,6615

	52
	Внутренний (использованный)
теплоперепад ступени, кДж/кг
	Нi = ηoi · Н0
	180,339
	180,688
	178,583
	172,245
	160,792

	53
	Энтальпия пара на выходе из ступени,
кДж/кг
	hк = h0 - Hi
	2683,16
	2682,81
	2684,92
	2691,26
	2702,71





По  уточненному  расходу  пара (т/ч)  корректируем  степень парциальности турбины (без изменений длины лопаток) 
                                ε′=εопт· G′/ G=0,3·9,97/10,188=0,293.
По  полученным  в  оптимальном  варианте  расчета  ступени значениям  углов  входа  и  выхода  потока  для  каждой  решетки подбираем  из  таб.  3.1  с.  86  учебника  [3]  необходимые  профили лопаток:
сопловые лопатки по α0= 90º, α11= 11º – профиль С -90-12Р;
рабочие лопатки первого венца по β11=14,3о ,  β21=13,8о –– профиль Р-23-14А;
направляющие лопатки по α21=22,33,  α12=21,33– профиль Р-30-21А;
рабочие лопатки второго венца по β21=16,17,  β22=30,53– профиль Р-46-29А.
Расчет показал, что пар с котла покроет 63,8% от максимальной мощности турбины. Для того, чтобы обеспечить требуемую мощность 392 кВт, понадобится 7,98 т/ч пара.
 Таким образом, для достижения расчетной мощности турбины достаточно отобрать пар от двух котлов ДЕ-6,5 при загрузке их на 61%.













1.7. КОРРЕКТИРОВКА ТЕПЛОВОЙ СХЕМЫ КОТЕЛЬНОЙ В СВЯЗИ С УСТАНОВКОЙ 
ПАРОТУРБИННОЙ УСТАНОВКИ
Корректировка тепловой  схемы  котельной производится в связи с необходимостью использования тепловой энергии, полученной в паровом турбогенераторе, т.е. теплоты отработанного в турбине пара. 
Тепловая схема паровой котельной
При установке паровой турбины в качестве турбогенератора в паровой котельной производится следующая корректировка тепловой схемы (см. рис.1.9). Паровая турбина 14 устанавливается   параллельно паровой гребенке котельной.  При этом изменяются тепловые потоки пара на сетевые теплообменники 5 и 6, т.е на теплообменники подается отработанный пар от противодавленческой турбины. 
Однако, в связи с тем, что отработанный в турбине пар имеет более низкое давление и энтальпию, чем подаваемый на сетевые теплообменники котельной до ее реконструкции в мини-ТЭЦ, количество пара для подогрева сетевой воды необходимо несколько увеличить. 

[image: ]

Рисунок 1.9. Схема подключения блочного турбогенератора с противодавлением к тепловой схеме промышленной котельной с паровыми котлами: 1 – паровые котлоагрегаты; 2 – паровой коллектор; 3 – редукционная установка; 4 – подача пара для технологических потребителей; 5 – подогреватель сетевой воды на отопление; 6 – подогреватель системы го-рячего водоснабжения; 7 – конденсатный бак; 8 – конденсат отработавшего в технологии пара; 9 – деаэратор; 10 – сепаратор непрерывной продувки; 11 – охладитель отсепариро-ванной воды; 12 – химводоочистка; 13 –питательный насос; 14– турбогенератор с проти-водавлением. 

Расчёт количества дополнительного пара, который необходимо выработать  котельной в связи с установкой  турбины, определим на следующем примере:
- расчетная паропроизводительность котельной – 14.70 т/ч;
- установленная паропроизводительность котельной – 19.5 т/ч;
- расход пара на сетевые водонагреватели (ПСВ) – 9.82 т/ч;
- абсолютное давление пара на нагрев сетевой воды -  0,8 МПа, МДж;
[bookmark: _Hlk68881300]- расход отработанного в турбине пара – 7,2 т/ч;
-  абсолютное давление пара отработанного пара – 0,37 МПа
Определяем количество теплоты (МДж) пара QП.С.В, . которое поступило на теплообменники сетевой воды при абсолютном давлении пара 0,8 МПа:                                          (1.23)
где DП.С.В. – расход пара на теплообменник сетевой воды, т/ч.; – энтальпия редуцированного пара перед теплообменником сетевой воды, МДж/т; 

QП.С.В.=9,82·2,768=27,181 МДж
В результате установки турбины часть пара (7,2 т/ч), подаваемая ранее от паровой гребенки на сетевые подогреватели, направлена на турбину. Отработанный пар  с давлением 0,37 МПа количестве 7,2 т/ч поступает на сетевые подогреватели. 
Таким образом, на сетевые водонагреватели поступает 2,6 т/ч пара с абсолютным давлением 0,8 МПа и 9,13 т/ч пара с абсолютным давлением 0,2 МПа.  
Определяем количество теплоты пара поступающей на теплообменник сетевой воды после установки турбины: 
                                                (1.24)
где – энтальпии пара перед теплообменником сетевой воды, МДж/т;    Dʹ П.С.В. – расход пара  с энтальпией  D ʹʹ П..С.В  – расход пара  с энтальпией      на теплообменник сетевой воды, т/ч.
Q´П.С.В.=2,6 ·2,768 + 7,2 · 2,706    = 29,798 МДж

Таким образом количество теплоты которое необходимо дополнительно выработать котельной в связи с установкой турбины составляет, МДж:
QП.С.В.= QП.С.В. – Q´П.С.В.                             (1.25)
QП.С.В.= 29,798-26,687= 2,605 МДж
то есть дополнительное количество пара составляет, т/ч:
                                        (1.26)
где  – энтальпия пара вырабатываемая котлами перед редукционно-охладительной установкой, МДж/т.


Определим процент увеличения паропроизводительности котельной в связи с установкой турбины, %
                                                                                      (1.27 )  
   
В этом случае расчетная паропроизводительность котельной возрастет на 1,06 % и составит 15,6 т/ч, что существенно ниже установленной паропроизводительности котельной (19,5 т/ч).    
Таким образом, установка противодавленческой паровой турбины параллельно паровой гребенке, позволит повысить надежность котельной с позиции электроснабжения при незначительном увеличении паропроизводительности, т.е.  в  пределах установленной мощности котельной  19,5 т/ч. (установки дополнительного котла не потребуется).

2.1. Расчет характеристик природного газа и продуктов сгорания
[bookmark: _Toc65791331]2.1.1. Расчет теплоты сгорания и плотности природного газа
-  Теплота сгорания газового топлива низшая, кДж/м3: 
 = 108Н2 + 126,4СО + 358,4CH4 + 637,6C2H6 + 933,7 C3H8 +1186,8 C4H10 + +1463,4 C5H12 .                                                                                                                  (2.1)                       
 = 108·0 + 126,4·0+ 358,4·80,9 + 637,6·7+ 933,7·2,9+1186,8·0,8+ 1463,4· ·4,5= 43700,23 кДж/м3.                                                                                                                                                                                                       
-  Теплота сгорания газового топлива высшая, кДж/м3:     
 = 127,7 Н2 +126,4СО + 398,6 CH4 +704,2C2H6+1017,4 C3H8+1339,8 C4H10 +1584,8+ +C5H12 .                                                                                                                                                                                                                                     (2.2)
 = 127,7 ·0  + 126,4·0  + 398,6 · 80,9 + 704,2 · 7 + 1017,4 · 2,9 +1339,8· ·0,8+1584,8 ·4,5= 48330,04 кДж/м3                              
-  Плотность газового топлива, кг/м3:                    
   ρ = (0,083803·Н2 + 1,82954·СО2 + 0,66692·CH4 + 1,25004·C2H6 + 1,83315·C3H8 +2,41623·C4H10 + +2,99934·C5H12) /100%                                                             (2.3)            
ρ = (0,083803·0 + 1,82954·3,3 + 0,66692·80,9 + 1,25004·7+ 1,83315·2,9+2,41623·0,8 + +2,99934·4,5) / 100 =0,894 кг/м3                                                                                                                                                                                                                                                                                                        
где CO, H2, CH4, и др.- составляющие газового топлива в процентах, принимаемые согласно заданию .
2.1.2. Расчет удельных объемов продуктов полного сгорания природного газа
Расчет выполняется по известному компонентному составу газового топлива – природного газа [1].
Теоретический объем воздуха, необходимого для полного сгорания единицы топлива, м3/м3:
	
,
	(2.3)



где m – число атомов углерода; n – число атомов водорода.

Теоретический объем азота в продуктах сгорания, м3/м3: 
	
,
	(2.4)


м3/м3
Объем трехатомных газов, м3/м3:
	
,
	(2.5)




Теоретический объем водяных паров, м3/м3:
	
,
	(2.6)


где dг.тл – влагосодержание газового топлива, отнесенное к 1 м3 сухого газа, г/м3 (в  учебном проектировании принимается  dг.тл = 5 г/м3).

Теоретический объем продуктов сгорания, м3/м3:
                       (2.7)
                                
  Действительный объем водяных паров, м3/м3:
	
,
	(2.8)


где ух – коэффициент избытка воздуха в уходящих газах (принимается αух = 1,3) 

Действительный суммарный объем сухих продуктов сгорания, м3/м3            

	
	                                                                     (2.9)         

Действительный суммарный объем влажных продуктов сгорания, м3/м3

                                             (2.10)     
	



Результаты расчета теплоты сгорания и удельных объемов воздуха на горение и продуктов сгорания сводятся в Таблицу 2.1.
Таблица 2.1. Теплота сгорания и удельные объемы воздуха и продуктов сгорания
	Показатель
	Обознач.
	Ед. изм.
	Величина

	Теплота сгорания низшая
	

	кДж/м3
	43700,23

	Теплота сгорания высшая
	

	кДж/м3
	48330,04

	Теоретический расход воздуха на горение
	

	м3/м3
	11,47

	Теоретический удельный объём азота
	

	м3/м3
	9,07

	Теоретический  объём трехатомных газов (углекислого газа)
	

	м3/м3
	1,326

	Теоретический  объём водяных паров
	

	м3/м3
	2,28

	Теоретический объем продуктов сгорания
	

	м3/м3
	12,68

	Действительный объём  водяных паров
	

	м3/м3
	2,34

	Действительный объём  сухих продуктов сгорания
	

	м3/м3
	13,84

	Действительный  объём  влажных продуктов сгорания
	

	м3/м3
	16,185


[bookmark: _Toc65791333]2.1.3 Расчет расхода природного газа на котел и котельную
Расход природного газа на котельную рассчитывается для различных временных промежутков: расход секундный, часовой, годовой. 
При известных марке и рабочих параметрах котла (к установке принимаем котлы ДЕ 6,5-3) максимальный расход природного газа подсчитывается, м3/с:
	
         
	[bookmark: _Ref279581820]   (2.11)



где  – низшая теплота сгорания топлива, кДж/м3;  


 – коэффициент полезного действия котлоагрегата    брутто    (принимаем по [3],  =92,1% );
 Qк – теплопроизводительность котла, кВт (кДж/с).
 Для водогрейного котла теплопроизводительность котла принимается по тепловой мощности котла,  для парового – рассчитывается по формуле:
	
     ,
	[bookmark: _Ref280266479] (2.12)   

	где D – паропроизводительность котлоагрегата, кг/с, принимаемая по паспорту котла D=6,5т/ч = 1,805 кг/с ; 
Dпр – расход продувочной воды, кг/с, принимаем в размере 10% от паропроизводительности котлоагрегата Dпр =6,5·0,1=0,65т/ч =0,18 кг/с 
h", h' – энтальпии насыщенного пара и котловой воды, кДж/кг. 
h' и h"  принимаются из [3, табл. 3.1, С. 47 насыщенного пара (tп=194,1°С) h' = 826 кДж/кг, h" = 2789 кДж/кг
 hпв – энтальпия питательной воды, кДж/кг. 
Энтальпия питательной воды вычисляется по формуле, кДж/кг:

,                                               (2.13)
где св = 4,19 кДж/(кг°С) – удельная теплоемкость воды; 
tпв – температура питательной воды, °С (принимаем tпв =104 0С).

  кДж/кг

кВт=4,31 МВт
=0,107 м3/c
Максимальный секундный расход топлива на котельную установку:
- в зимний период, :
	
	
	(2.14)


- в летний (переходный) период, 
	
	
	(2.15)


где  – число работающих котлов в зимний и летний период соответственно.
В зимний период:     
В летний период:      
	



Годовой расход природного газа на котельную подсчитывается по формуле (тыс.м3/год):
	
                      
	(2.16)


где n – число часов использования установленной мощности котельной, ч/год.
Если фактическое значение n неизвестно, допускается принять:
– для паровой котельной: n = 5500 ч/год;
– для водогрейной котельной: n = n1 . 0,7, ч/год,  
где n1 – число часов отопительного периода; 
0,7 – коэффициент одновременной работы котлов.
  
	Все полученные результаты сводим в таблицу 10.1.
Таблица 2.2. Расход топлива на котельную установку
	Периоды года
	Расход топлива для расчетного периода

	Зимний
	максимальный
	
	

	
	расчетный
	
	

	Летнийпереходный
	максимальный
	
	

	
	расчетный
	
	

	Годовой
	максимальный
	6355,8 









[bookmark: _Toc75189896]2.2. Выбор рациональной схемы газоснабжения котельной
В данной работе я принимаю двухступенчатую схему газоснабжения котельной при присоединении к городским сетям через центральный ГРП со средним давлением в межцеховых газопроводах, цеховыми ГРУ и со средним давлением в цеховых газопроводах.
Данная схема включает подвод газопровода среднего давления (0,27 МПа) к котельной, наличие ГРУ в котельной и подвод газопровода среднего давления (25 кПа) к горелочным устройствам котлов.
[image: ]
Рис.2.2. Двухступенчатая схема газоснабжения с установкой ГРУ в котельной и подводом газопровода среднего давления к горелочным устройствам котла.

[bookmark: _Toc75189897]2.3.  Выбор оборудования газорегуляторной установки (гру)
В соответствии с [10] в промышленной котельной устанавливается газорегуляторная установка с основной и резервной линиями редуцирования. По конструкции, составу и типу оборудования резервная линия редуцирования полностью соответствует основной линии редуцирования и должна предусматривать подключение к ней сбросных и продувочных трубопроводов.
 В соответствии с [11] газорегуляторная установка котельной содержит следующее оборудование:
-  запорная арматура;
-  фильтр;
-   предохранительно-запорный клапан;
-   регулятор давления;
-   предохранительный сбросной клапан;
-   узел учета расхода газа; 
-   приборы КИП.
Подбор оборудования осуществляем с помощью [15].
Пример газорегуляторной установки с основной и резервной линиями редуцирования представлен на рис. 2.3. 
[image: ]
Рис.2.3. Газорегуляторная установка с основной и резервной линиями редуцирования: 1,3 –сбросные и продувочные газопроводы; 2 – настроечная свеча; 4,5,6,7,13,17- запорная арматура; 8,9 – манометр; 10 – шаровой кран для манометра; 11- импульсный трубопровод; 12 – предохранительный сбросной клапан; 14 – регулятор давления газа с предохранительным запорным клапаном; 15 – фильтр газовый; 16 – индикатор перепада давления.
Выбор регулятора давления 
Регулятор давления газа предназначен для управления гидравлическим режимом работы системы газораспределения. Он автоматически поддерживает постоянное давление в точке отбора импульса в независимости от интенсивности потребления газа. В процессе работы регулятор давления газа меняет высокое начальное давление на более низкое благодаря автоматическому изменению степени открытия дросселирующего органа устройства, что способствует изменению гидравлического сопротивления, проходящему потоку газа.
Пропускная способность регулятора должна на 15-20% превышать расчетный расход газа на котельную.
Исходными данными для осуществления подбора оборудования ГРУ являются:
1) расход газа Vвсе 3 котла 
2) абсолютное давление газа до и после регулятора р1 (0,368 Мпа) и р2  (0,025277 Мпа) соответственно;
3)   плотность газа ρ= 0,894 кг/м3;

                                   (2.17)
где Q 2   - расход газа, м3 /ч, при [image: ], °C, и Рбар = 0,1033 МПа со значениями Р11, ρ0 и φ1,  отличными от приведенных в паспорте на регулятор
Q1  -   расход газа при     P1 ,  φ1 ,  ρо  согласно паспортным данным;
P1   -   входное абсолютное давление, МПа;
φ 1   -   коэффициент по отношению Р2 / Р1;
ρ 0   -   плотность газа, кг/м3 при t , 0C, и Рбар = 0,1033 МПа
P11, φ11, ρ1 0   - принятые при использовании других параметров газа.
 = 10269,85 
[image: ]
Рис. 2.4.  График определения коэффициента φ в зависимости от Р2 / P1  при K = Cp /Cv =1,32
 = 1731.29 
Определяется отношение расхода регулятора и расчета расходного:
0,1 ≤ Qp/Qрег ≤ 0,8
Qp/Qрег==0,66 
- если данное отношение получилось меньше 0,1 , то типоразмер регулятора 
  давления нужно уменьшить;
- если данное отношение больше 0,8 , то типоразмер регулятора давления 
  нужно увеличить ;
- если данное отношение получилось удовлетворительным, то выбранный 
  типоразмер регулятора давления принимается.
Полученная пропускная способность является максимальной, а номинальная, равная 80% от максимальной, составит:
173.29 * 0,8 = 1385.03  м3/ч.
Полученная величина превышает величину требуемого расхода газа (1385.03  >), значит регулятор подобран верно. Принимаем к установке регулятор типа РДГ-50Н.
[image: Регулятор давления газа РДГ]
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	РДП-100Н

	Регулируемая среда
	природный газ по ГОСТ 542-87

	Диаметр условного прохода, мм
	50

	Диапазон входных давлений, МПа
	0,05–1,2

	Диапазон выходных давлений, МПа
	0,0005–0,06

	Тип соединения
	фланцевое по ГОСТ 12820-80

	Габаритные размеры, мм:

	длина
	530

	ширина
	530

	высота
	360

	Масса, кг, не более
	40


Выбор фильтров
Фильтры устанавливаются  в ГРУ с целью защиты регулирующих и предохранительных устройств от засорения механическими примесями.
Пропускная способность фильтра должна определяться исходя из максимального допустимого перепада давления на его кассете, что должно быть отражено в паспорте на фильтр. Условный диаметр волосяного фильтра принимают по dу  регулятора давления. 
   Подбор газовых фильтров осуществляется по пропускной способности с учетом предельных потерь давления, которые не должны превышать для сетчатых фильтров 5000 Па, для волосяных – 10000 Па, а до начала эксплуатации или после очистки и промывки фильтра этот перепад должен составлять соответственно 200-2500 Па и 4000-5000 Па.
Определение пропускной способности фильтров:
	Q = Qт ∙ √(gот ∙ ∆ρ ∙ ρ2)/(gо ∙ ∆ρт ∙ ρ2т), (м3/ч)	(2.18)
где, Qт – пропускная способность фильтра при табличных условиях, м3/ч;
        gот – плотность газа табличная, кг/м3;
        gо – плотность газа при использовании другого газа, кг/м3;
        ∆ρт – перепад давлений на фильтре при табличных условиях, МПа;
        ∆ρ – перепад давлений на фильтре при работе в режиме, отличном от табличного, МПа;
        ρ2 – давление газа после фильтра при работе в режиме, отличном от табличного, МПа;
     ρ2т – давление газа после фильтра табличное, МПа.
Q = 1550 ∙ √(0,72 ∙ 0, 01 ∙ 0,26)/(0,894 ∙ 0,01 ∙ 0,26)=1391 (м3/ч)	
Принимаем газовый фильтр ФГ-16-50.
[image: ]
Технические характеристики ФГ-16-50
	Параметр
	Значение

	Рабочая среда
	природный газ по ГОСТ 5542-87

	Температура окружающей среды, °С
	от -40 до +70

	Диаметр условного прохода, мм
	50

	Максимальное рабочее давление, МПа (кгс/см²)
	1,6 (16)

	Максимальная пропускная способность, м³/час
	3200

	Степень фильтрации 99% частиц, размером не менее, мм
	0,08

	Допустимый перепад давления на фильтрующем элементе, кПа (мм вод.ст.)
	5 (500)

	Тип присоединения
	фланцевое по ГОСТ 12820-80

	Масса, кг, не более
	8,5

	Средний срок службы, лет, не менее
	10


[bookmark: _Toc75187612][bookmark: _Toc75189728][bookmark: _Toc75189899]Выбор предохранительного запорного клапана – ПЗК 
Установку ПЗК следует предусматривать перед регулятором давления после фильтра. Выбранный ПЗК должен обеспечивать герметичное закрытие подачи газа в регулятор в случае повышения или понижения давления за ним сверх установленных пределов. Выбор типа ПЗК определяется исходя из параметров газа, проходящего через регулятор давления, а именно: максимального давления газа на входе в регулятор; выходного давления газа из регулятора, подлежащего контролю; диаметра входного патрубка в регулятор.
Габариты и тип клапана определяются типом регулятора давления. 
ПЗК предназначены для автоматического прекращения подачи неагрессивных углеводородных газов к потребителям при повышении на 25% и понижении на 15% контролируемого давления сверх заданных пределов.
Настройка пределов срабатывания отключающего устройства:
· верхний предел – 125  от Рвых / Рв  1,25Рвых=1,25*25,277=31,6 кПА;
· нижний предел – 5–10  от Рвых / Рн  0,1Рвых=0,1*25,277 = 2,53 кПа,
где Рвых – выходное давление после регулятора, кПа.
Принимаем клапан предохранительный запорный КПЗ-50H.
[image: Клапаны предохранительные запорные КПЗ-100]
Технические характеристики КПЗ-50Н
	Наименование параметра
	КПЗ-50Н

	
	
	

	1 Пропускаемая среда
	Природный газ по ГОСТ 5542-87 (воздух, азот и другие неагрессивные газы)
	

	2 Рабочее давление на входе, МПа,не более
	1,2
	

	
	
	

	3 Диаметр условного прохода, мм
	50
	

	4 Диапазон настройки срабатывания при понижении контролируемого давления, МПа:
	
	

	
	
	

	
	
	

	
	
	

	минимальное значение
	0,0003
	

	максимальное значение
	0,003
	

	5 *Диапазон настройки срабатывания при повышении контролируемого давления, МПа:
	
	

	
	
	

	
	
	

	
	
	

	минимальное значение
	0,0014
	

	максимальное значение
	0,012
	

	минимальное значение
	0,012
	

	максимальное значение
	0,075
	

	6 Точность срабатывания, %
	± 5
	

	7 Класс герметичности затвора
	А по ГОСТ 9544-2005
	

	8 Тип присоединения
	Фланцевый по ГОСТ 12815-80 на PN – 1,6 МПа
	

	9 Строительная длина, мм
	230+1,5
	

	длина
	230
	

	ширина
	200
	

	высота
	370
	

	11 Масса, кг, не более
	18
	


Выбор предохранительно-сбросного клапана (ПСК)
ПСК предназначен для сброса газа в атмосферу при повышении его давления в сети, сверх допустимого значения. ПСК должен обеспечивать открытие при повышении установленного максимального рабочего давления не более чем на 15%, нижний предел повышения рабочего давления принимаем за 5%.
Определяем нижний предел давления газа:
	(2.19)


,Па;
 кПа;
Определяем верхний предел давления газа:
	(2.20)


,Па;
 кПа;
[bookmark: _Toc75187613][bookmark: _Toc75189729][bookmark: _Toc75189900]Количество газа, подлежащего сбросу ПСК, следует определять (при 
[bookmark: _Toc75187614][bookmark: _Toc75189730][bookmark: _Toc75189901] наличии перед регулятором давления ПЗК) по формуле (2.16):
                                                      Q  0,005 Qd ,                                    (2.21)
где Q   количество газа,  подлежащего сбросу ПСК в течение одного часа, м3/ч (при 0 С и 0,10132 МПа);
 Qd    расчетная пропускная способность регулятора давления, м3/ч (при 0 С и 0,10132 МПа);
Q ≥ 0,0005 ∙ 1731.29 = 0,86 (м3/ч)
К установке принимается предохранительный сбросный клапан ПСК-50C/50.
[image: Предохранительный сбросной клапан ПСК-50] 
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	ПСК-50С/50

	Максимальное рабочее давление, кПа (кгс/см2)
	5 (0,05)

	Диапазон настройки срабатывания, кПа
	20–50

	Габаритные размеры, мм
	 

	диаметр D
	225

	высота Н
	211

	Масса, кг, не более
	6,82


Выбор узла учета расхода газа
Узлы учета в зависимости от применяемого метода измерения выполня-ются в следующих модификациях: с диафрагменными, турбинными, ротаци-онными, ультразвуковыми, вихревыми счетчиками, а также с измерительной диафрагмой. Узел учета расхода газа может быть установлен как до, так и после узла редуцирования.
При выборе прибора учета расхода газа следует руководствоваться следующими параметрами: рабочее давление газа в месте установки прибора учета; максимальный и минимальный расход газа при заданном давлении. 
Фрагмент установки узла учета расхода газа представлен на рис.2.5.
[image: ]
Рис.2.5.  Фрагмент ГРУ с установкой узла учета расхода газа:   1, 3, 7, 13, — кран шаровой; 2 — фильтр газовый; 4 —манометр; 8 — счетчик учета газа (измерительный комплекс). 
Принимаем к установке TRZ G1000/1,6   Qmax=1600 м3/ч; Ду=150мм
[image: TRZ-G2500/1,6   Qmax=4000 куб.м/ч; Рмах=16кгс/кв.см.; Ду250мм;    
]
[bookmark: _Toc75189903][bookmark: _Toc71612419]2.4. Гидравлический  расчет газопроводов котельной
[bookmark: _Toc75189904]2.4.1. Проектирование системы газоснабжения котельной
Основой для проектирования системы газоснабжения являются план и разрезы котельной.
В соответствии с [12] на планах и разрезах котельной наносятся:
-   координационные оси здания котельной и расстояния между ними;
-   оборудование, к которому подводят газ и воздух и от которого отводят продукты сгорания (котлы, тягодутьевое оборудование); 
-   отметки уровня пола и основных площадок;
-   размерные привязки газоиспользующих установок и оборудования к координационным осям или элементам конструкций;
-   размеры эксплуатационных проходов;
-   буквенно-цифровые обозначения и диаметры газопроводов;
-   наименования помещений, в которых установлено газоиспользующее оборудование, и в прямоугольнике – категории помещений по взрывопожарной и пожарной опасности. (кроме жилых зданий).
-   на разрезах указывают отметки уровней осей газопроводов и верха
продувочного и сбросного трубопроводов.
Проектирование системы газоснабжения котельной начинается с размещения на плане и разрезах котельной:
-  оборудования ГРУ,
-   распределительного коллектора газа к котлам;
-   обвязочных газопроводов котлов.
Проектом предусматривается расчет на пропускную способность проектируемого внутрикотельного  газопровода среднего давления от места ввода газопровода среднего давления (Рг=0,27 МПа), Ду 133 до точек подключения газопроводов среднего давления к  котельным агрегатам (3 парового  котла  ДЕ-6,5-14).
[bookmark: _Toc75189905]2.4.2  Гидравлический  расчет газопроводов котельной
В основе гидравлического расчета газопроводной сети лежит определение оптимальных диаметров газопроводов, обеспечивающих пропуск необходимых количеств газа при допустимых перепадах давления. Расчет ведется исходя из максимально возможных расходов газа в часы максимального газопотребления.
Падение давления на участке газовой сети можно определять для сетей низкого давления по формуле:
                                  (2.22)
где 	Рн - абсолютное давление в начале газопровода, МПа;
Рк - абсолютное давление в конце газопровода, МПа;
λ - коэффициент гидравлического трения;
l - расчетная длина газопровода постоянного диаметра, м;
d - внутренний диаметр газопровода, см;
ρ - плотность газа при нормальных условиях, кг/м3;
Q0 - расход газа, м3/ч, при нормальных условиях;
Расчетный внутренний диаметр газопровода следует предварительно определять по формуле 
                                                                         [image: ]                                                 (2.23)
где: dp - расчетный диаметр, см;        
 А, В, т, т1 - коэффициенты, определяемые по таблицам 2.4 и 2.5 в зависимости от категории сети (по давлению) и материала газопровода;
       Q0 - расчетный расход газа, м3/ч, при нормальных условиях;
      Руд - удельные потери давления (Па/м - для сетей низкого давления, МПа/м - для сетей среднего и высокого давления), определяемые по формуле: 
                                                           [image: ]                                          (2.24)
    	      Рдоп - допустимые потери давления (Па - для сетей низкого давления, МПа/м - для сетей среднего и высокого давления);
    L - расстояние до самой удаленной точки, м.
Диаметр газопровода принимается как больший из стандартного ряда диаметров стальных газопроводов  (см. табл. 2.3). 	    
    Табл. 2.3 Газопроводы из стальных труб низкого, среднего и высокого давления
	Диаметр
D, мм
	57
	76
	89
	108
	133
	159
	194
	219
	273

	Толщина стенки,
[image: ]мм
	3,0
	3,0
	3,5
	5,0
	5,5
	5,5
	6,0
	7,0
	9,0


Таблица 2.4 Определение расчетного коэффициента А.
	Категория сети
	А

	Сети среднего давления
	Р0/(Рт1622),
Р0 = 0,101325 МПа,
Рт - усредненное давление газа (абсолютное) в сети, МПа.


Таблица 2.5  Определение расчетных коэффициентов В, т и m1.
	Материал
	В
	т
	m1

	Сталь
	0,022
	2
	5


Коэффициент гидравлического трения λ определяется в зависимости от режима движения газа по газопроводу, характеризуемого числом Рейнольдса,

                                                                                     (2.25)
где 	ν - коэффициент кинематической вязкости газа, м2/с, при нормальных условиях;
       Q0,d - обозначения те же, что и в формуле (2.23), и гидравлической гладкости внутренней стенки газопровода, определяемой по условию(2.25),

                                                                                                   (2.26)
где    Re - число Рейнольдса;
           n - эквивалентная абсолютная шероховатость внутренней поверхности стенки трубы, принимаемая равной для новых стальных — 0,01 см, для бывших в эксплуатации стальных – 0.1 см, для полиэтиленовых независимо от времени эксплуатации — 0,0007 см;
d - обозначение то же, что и в формуле (1.23).
В зависимости от значения Rе коэффициент гидравлического трения λ, определяется:
- для ламинарного режима движения газа Rе<2000

                                                      (2.27)
- для критического режима движения газа Rе=2000-4000

                                                                                                (2.28)
- при Rе>4000 - в зависимости от выполнения условия (2.25);
- для гидравлически гладкой стенки (неравенство (2.26) справедливо):
- при 4000<Rе<100000 по формуле

                                                                                                         (2.29)
- при Re>100000

                                                                                        (2.30)
- для шероховатых стенок (неравенство (2.26) несправедливо) при Rе>4000

                                                                                         (2.31)
где   n - обозначение то же, что и в формуле (2.26);
d - обозначение то же, что и в формуле (2.26).
При выполнении гидравлического расчета надземных и внутренних газопроводов с учетом степени шума, создаваемого движением газа, следует принимать скорости движения газа не более 15 м/с для газопроводов среднего давления.
Далее проверяем скорость газа в газопроводе среднего давления, по формуле:

              	                                                (2.32)
где  Q – расход газа (при температуре 0 o С и давлении  0,101325 МПа);
t–  температура газа,  o С ;
d– внутренний диаметр газопровода, cм;
Рm -  среднее давление газа (абсолютное) на расчетном участке газопровода, Мпа
Выполняем гидравлический расчет по формулам, указанным выше. Одновременно проверяем принятые диаметры по скорости.
Расчетная схема наружных газопроводов представлена на рис.2.6


Результаты гидравлического расчета сводятся в таблицу 2.6.-2.7.      
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	Рис. 2.6. Расчетная схема газоснабжения котельной

Табл. 2.6.  Результаты гидравлического расчета
	№
	Длина участка
	Руд, 
	Вр,
	dр,
	dвн,
	dвн х S,
	Re
	λ
	Давление на участке

	
	lд, м
	lр=1,1*lд, м
	МПа/м
	м3/ч
	см
	см
	см
	
	
	Рн, -Pк Па
	Рк, кПа

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12

	Магистральное направление

	1-2
	4
	4,4
	33,7743
	1155,6
	13,082
	14,8
	133х5,5
	193291,6
	0,019694
	71,80026
	25,34963

	2-3
	4
	4,4
	33,7743
	1155,6
	13,082
	14,8
	133х5,5
	193291,6
	0,019694
	71,80026
	25,27783

	3-4
	6
	6,6
	33,7743
	770,4
	11,124
	14,8
	133х5,5
	128861,1
	0,020488
	49,79574
	25,20603

	4-5
	6
	6,6
	33,7743
	385,2
	8,430
	10,8
	89х3,5
	88293,71
	0,022323
	65,55162
	25,15623

	5-6
	8,3
	9,13
	33,7743
	385,2
	8,430
	10,8
	89х3,5
	88293,71
	0,022323
	90,67974
	25,09068

	Ответвления

	7-3
	8,3
	9,13
	33,7743
	385,2
	8,430
	10,8
	89х3,5
	88293,71
	0,022323
	90,67974
	25,09068

	8-4
	8,3
	9,13
	33,7743
	385,2
	8,430
	10,8
	89х3,5
	88293,71
	0,022323
	90,67974
	25,09068



Проверяем скорость газа в газопроводе среднего давления: 
	№
	Вр,
	dвн,
	Давление на участке
	w

	
	м3/ч
	см
	Рк, кПа
	м/с

	1
	2
	3
	4
	5

	Магистральное направление

	1-2
	1155,6
	14,8
	25,07180
	14.96

	2-3
	1155,6
	14,8
	25,14360
	14.95

	3-4
	770,4
	14,8
	25,19340
	9.96

	4-5
	385,2
	10,8
	25,25895
	9.35

	5-6
	385,2
	10,8
	25,34963
	9.34

	Ответвления

	7-3
	385,2
	10,8
	25,09068
	9.34

	8-4
	385,2
	10,8
	25,09068
	9.34



[bookmark: _Toc71612421][bookmark: _Toc75189906]2.5. Выбор и расчет оборудования для глубокой утилизации
[bookmark: _Toc71612422][bookmark: _Toc75189907]теплоты продуктов сгорания природного газа
В настоящее время возможно использовать следующие типы конденсационных аппаратов – блочные контактные экономайзеры (ЭК-БМ), контактно-поверхностные теплообменники с активной насадкой (КТАН), аппараты калориферного типа.
На основе сопоставления преимуществ и недостатков каждого из аппаратов выбираем поверхностный конденсационный аппарат калориферного типа, представляющий собой набор калориферных секций КСк. 
Выбор данного аппарата обусловлен потребностью в поверхностном нагреве воды, чтобы обеспечить надлежащее качество нагретой воды. Кроме того, конденсационные теплообменники калориферного типа являются менее металлоемкими, чем ранее рассматриваемые аппараты. 
В конденсационном аппарате поверхностного типа используются калориферы типа КСк, выпускаемые Костромским калориферным заводом.
[bookmark: _Toc71612423][bookmark: _Toc75189908]2.5.1. Тепловой расчет конденсационного аппарата калориферного типа
Исходные данные:
Bр =0,107 /с = 385,2 м3/ч;     = 11,47/ ;  Н2О =2,34 /; 
   = 9,07 /;    = 12,68 /; ух = 135 ⸰ С; /
Определяется парциальное давление водяных паров на входе в конденсационный аппарат:
                                                        =  , ата                                       (2.34)
 =  = 0,18 ата
Определяется точка росы продуктов сгорания в зависимости от 
 = 55°С
Определяется количество водяных паров, в дымовых газах после конденсационного аппарата (степень конденсации водяных паров – 0,5):
                                                = 0,5 *, /                                  (2.35)
 = 0,5* * = 0,951 /
Определяем количество утилизируемой теплоты, кДж/ч:
                                                Q=Q1+Q2+Q3,                                           (2.36)
где Q1 – количество утилизируемой теплоты при охлаждении дымовых газов  от температуры на входе в аппарат до точки росы, кДж/ч;
Q2  - количество утилизируемой теплоты при охлаждении дымовых газов  от точки росы  до температуры на выходе из  аппарата, кДж/ч;
Q3 - количество теплоты, выделенное со сконденсировавшимся паром, кДж/ч:
Расчет производится по формулам:
 = B*φ*( - ), /ч                              (2.37)
где В = r Вр   (r –доля продуктов сгорания, проходящих через конденсационный аппарат);
В = 0,7 * 385,2(расход газа на 1 котел) = 269,94 м3/ч
φ – коэффициент сохранения теплоты  (φ = 0,98);
 – энтальпия дымовых газов при температуре на входе в аппарат, /ч, т.е при температуре входящих продуктов сгорания;
 – энтальпия дымовых газов при температуре точки росы, /ч;    
Энтальпии в различных точках тракта рассчитываются по ф-ле:
 =  +  *  * (α – 1), /ч,                       (2.38)
 где:                                                   
     = * + * + *, /       (2.39)
 = * + 9,07* + 2,34* = 2388,96 /
 = 2388,96 +  *  * (1,3 – 1) = 3008,34 /ч
 = * + * + * = 966,823 /
+  *  * (1,3 – 1) = 1586,2 /ч
Значения  - т.е. произведения удельной объемной теплоемкости на температуру -  для необходимого температурного диапазона(ух , тр  и   вых)- определяются методом интерполяции величин, приведенных в таблице.                                                                                                                      
 Таблица 2.7  Энтальпия 1м3 воздуха и газообразных продуктов сгорания природного газа, кДж/м3
	 ⸰С
	
	
	*
	

	10
	16,9
	13,0
	15,1
	13,3

	100
	170
	130
	151
	133

	200
	359
	261
	305
	267

	300
	561
	393
	464
	404


 = 269,64 *0,98*(3008,34- 1586,2 ) = 375795 /ч
Количество утилизируемой теплоты при охлаждении дымовых газов  от точки росы  до температуры на выходе из  конденсационного аппарата, кДж/ч определяется аналогично:                                                                                                                               
                               = B*φ*( - ), /ч                                   (2.40)
где   H'''- энтальпия дымовых газов на выходе из аппарата,   кДж/ч (определяется по ф-лам (2.38, 2.39) при температуре  40⸰С.    
 = * + * + * = 722.09 /
722,09 + 11.47 *  * (1,3 – 1) = 905.15 /ч
 = 269.64 *0,98*(1586.2 - 905.15 ) = 179963.9/ч
Количество теплоты, выделившейся при конденсации водяных паров:                          
 = В,  кДж/ч ,                                 (2.41)
 где   ρ – плотность водяных паров (можно принять 0,8кг/м3)
        r – теплота конденсации водяных паров (принимается по табл. водяного пара)
 = 269.64= 1199 157.63 кДж/ч ,
Q = 375795+179963.9+1199157.63 = 1754916,166 кДж/ч
Конструктивный расчет поверхностного конденсационного
экономайзера
Определяется массовый расход дымовых газов:
                                            = **, кг/ч                                  (2.42)
где   – расход продуктов сгорания перед конденсационным аппаратом, определяется   = В*);
= 269.64*12,68 = 3419.04
         – плотность продуктов сгорания, кг/м3
       – температура газов перед конденсационным аппаратом.
= ** = 6847.09 кг/ч
Определяется расход воды через конденсационный аппарат:
= ,   кг/ч                                           (2.43)
где    c – удельная теплоемкость воды, Дж/(кг*K);
 - температура воды на входе в теплоутилизатор, °C; =5 °C
 - температура воды на выходе из теплоутилизатора, °C; °C – по тепловой схеме;
=  = 13974.5 кг/ч = 13,9 м3/ч
Определяется площадь живого сечения конденсационного аппарата по дымовым газам:
                                                 = ,                                          (2.44)
где    - массовая скорость движения газов в аппарате, кг/с* =7 кг/с*)
                                                 =  = 0, 55 
С целью надежности работы оборудования в качестве конденсационных аппаратов принимаем биметаллический калорифер типа КСк4.
Предварительно калорифер подбирается по площади живого сечения:
Выбран калорифер КСк4-10 02ХЛЗМ.
- площадь поверхности нагрева: 39 м2
- живое сечение по газу (фронтальное): 0,581 м2   
                            по теплоносителю: 0,00167 м2
- число ходов по теплоносителю: 4

Определяется действительная массовая скорость движения дымовых газов во фронтальном сечении конденсационного аппарата:
 =, кг/с*                                    (2.45)
 - действительная площадь живого сечения для прохода продуктов сгорания, ;
 = = 2,33 кг/с*
 Определяется скорость движения воды в трубках конденсационного аппарата:
                                                        = , м/с                                      (2.46)
 - площадь живого сечения теплоутилизатора для прохода воды., ;
 =  = 1,13 м/с
Определяется коэффициент теплопередачи  в конденсационном аппарате:
                                         к = a***18,79;   Вт/°C                (2.47)
где a – коэффициент, учитывающий конденсацию водяных паров в аппарате (принимается   a =1,15).
к = 1,15***18,79 = 29,51 Вт/°C
Определяется требуемая поверхность нагрева конденсационного аппарата:
                                              F =  ;                                (2.48)
F =  = 227,84 
Определяется количество секций конденсационного аппарата:
                                                                n =                                      (2.49)
n = 
 Реальную степень сокращения расхода топлива на котельную в связи с установкой конденсационного экономайзера можно определить по результатам расчета конденсационного аппарата
                                                ƞ1  =   NQ Т/Qку.                                      (2.50)
где    Qт – количество теплоты, полученной в конденсационном аппарате, МВт;  
Qку- теплопроизводительность котельной, МВт;
N –количество котлоагрегатов.
ƞ1  =   3*0,5/14,07 = 0,106 10 кск-4
[bookmark: _Toc75187622][bookmark: _Toc75189738][bookmark: _Toc75189909]  Таблица  2.8 Технические характеристики калориферов КСк4-10 02ХЛЗМ
	Наименование показателя
	КСк4-10
02ХЛЗМ

	Производительность по воздуху, м3/ч
	6300

	Производительность по теплу, КВт
	157,2

	Площадь поверхности теплообмена, м2
	39,0

	Площадь фронтального сечения, м2
	0,581

	Площадь живого сечения, м2
	0,00167

	Число ходов по теплоносителю
	4

	Расход по теплоносителю, min, м3
	0,72144

	Расход по теплоносителю, max, м3
	9,6192



[bookmark: _Toc75189910]2.6. Корректировка тепловой схемы котельной в связи с установкой конденсационного экономайзера
[bookmark: _Hlk75254858]На рис.2.7 представлен фрагмент скорректированной схемы тепловой схемы паровой котельной, на которой показано введение конденсационного теплообменника 3 в газовый тракт парового котла 1.
[image: ]
Рис.2.7 Фрагмент скорректированной тепловой схемы
[bookmark: _Hlk75254882]Конденсационный аппарат устанавливается за поверхностным экономайзером. Нагреваемой средой является водопроводная вода перед водоподготовкой. Если остается свободная тепловая мощность, возможно осуществлять нагрев технологической воды.




[bookmark: _Toc75189911]3. ТЕХНИКО-ЭКОНОМИЧЕСКОЕ ОБОСНОВАНИЕ ПРЕДЛОЖЕННЫХ ТЕХНИЧЕСКИХ РЕШЕНИЙ
При выполнении курсового проекта предложен комплекс мероприятий по повышению энергоэффективности предложенной в задании котельной. 
Проанализируем эффективность предложенных  энергосберегающих технологий.
а) Использование теплоты непрерывной продувки паровых котлов.
Часть пароводяной смеси из барабана котла (непрерывная продувка) поступает в сепаратор, где разделяется на два потока: пар с давлением 0,17 МПа поступает в деаэратор, а конденсат используется в качестве теплоносителя для нагрева исходной добавочной воды после водоподготовки. 
Дополнительное количество теплоты от использования теплоты непрерывной продувки составляет:
Qнп = 0,625 т/ч * 480,6 кДж/кг + 0,108 т/ч *2697,6 кДж/кг)  /3,6 = 164,4 кВт 
б) Использование теплоты выпара из деаэрационной головки деаэратора в качестве теплоносителя для дальнейшего нагрева исходной воды перед деаэратором. 
Дополнительное количество теплоты от использования теплоты выпара из деаэрационной головки деаэратора составляет:
Qвып  =  0,98 * 0,029 т/ч * (2681,2 -436,3) кДж/кг / 3,6 =  17,7  кВт
в) Использование теплоты конденсации водяных паров, содержащихся в  продуктах сгорания природного газа в конденсационном аппарате. 
Дополнительное количество теплоты от использования конденсационного аппарата составляет:
Qт   = 1754916,166 кДж/ч = 487,48 кВт
Суммарное количество дополнительно полученной теплоты:
Qсумм. = 669,56 кВт
Стоимость 1 кВт  тепловой энергии  составляет 3,9 руб
Кроме того, выработано МВт электрической энергии. 
Стоимость выработанной электрической энергии 4,51 руб./кВт·ч.
669,56·3,9·365·24 = 22,87 млн. в год
394,74 * 365*24·4,51=15,59 млн. в год
УПРОЩЕННЫЙ РАСЧЕТ СРОКА ОКУПАЕМОСТИ ВНЕДРЕНИЯ ТУРБОГЕНЕРАТОРА

Определяем укрупнённые капиталовложения в установку турбоагрегата в котельных при создании мини-ТЭЦ.
Стоимость турбоагрегата определяется по результатам тендера.
Фотография паровой турбины представлена на рисунке 1.15.
Принимаем стоимость – Стг= 20000000 руб.
Стоимость электротехнических устройств составляет ориентировочно 10 – 15 % от стоимости турбоагрегата.
Стоимость тепломеханической части составляет ориентировочно 15 – 20 % от стоимости турбоагрегата.
Стоимость строительно-монтажных работ составляет ориентировочно 15 – 20 % от стоимости оборудования.
Стоимость проектно-изыскательных работ составляет ориентировочно 5 – 10 % от стоимости строительно-монтажных работ.
Стоимость пуско-наладочных работ составляет ориентировочно 3 – 5 % от стоимости оборудования.

Производим расчёт стоимости оборудования:
Соб = Стг+0,15·Стг+0,2·Стг , руб.                                      (1.28)
Соб = 20000000+0,15·20000000+0,2·20000000 = 27000000 руб.
Стоимость строительно-монтажных работ:
Ссмр = 0,2·Соб , руб.                                      (1.29)
Ссмр = 0,2·27000000 = 5400000 руб.
Капиталовложения в мероприятие:
Ктг = Соб+0,1·Ссмр+0,3·Соб+0,05·Соб, руб.                          (1.30)
Ктг=27000000+0,1·5400000+0,3·27000000+0,05·27000000=36990000 руб.
Определяем срок окупаемости капиталовложений:
Вок=Ктг/(Рпот.г.·Сэл.)                                               (1.31)
                                Рпот.г.=Рпот..·24 часа·365дня
где, Рпот.г. – годовое потребление электроэнергии котельной, кВт; Рпот – расчётная мощность потребления электроэнергии котельной согласно нагрузочной таблицы 3.2.; Сэл. – стоимость электроэнергии = 4,51 руб./кВт·ч. 
Рпот.г.= 392,74·24·365=3440402 кВт.
Вок=36990000/(3440402·4,15)=2,5 года
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HasBaHnue komnaHuu:

PaspaGotaHo:
GRUNDFOs ¢ ™o

Dara: 02.06.2021

Ne n/n

OnucaHue

1

CR 64-3 A-

BHumatve! GoTorpacis NPOAYKTA MOET OTNMHATECH OT CYLIECTEYHOILErD.

Homep nagerms: 96123533

BepTuKanbHbIi MHOTOCTYMEHYATbIA LIEHTPOGEXHBI HACOC C BCACHIBAIOLLVM 11 HANOPHLIM NaTpy6Gkamm,
PacrnonoXeHHbIMU Ha OJHOM YPoBHe ("MH-NaiH"), 4To obecneynBaeT BO3MOXHOCTb YCTaHOBKM B FOPU3OHTamNBHOM
OOHOTPYGHOI c1CTeMe. [ONOBHAS YaCTb 11 OCHOBAHINE HACOCa U3 YyTyHa - BCE OCTallbHLIE KOHTAKTUPYIOLLIMe C
nepeKaiMBaEMOoNt XUAKOCTLIO AETAMNN 13 HepXaBeloLLei CTanu. KapTpumkHoe ynroTHeHve Bana obecneqnsaet
BbICOKYIO Ha[IEXHOCTb, GE30NacHoe MCoNb30BaHMe 1 Nerkui AocTyn Ans o6cnyxueanms. Bpaluenme nepepaetcs
Yepes pasbeMHyio MyTy. CoeavHeHVe TpybonpoBoaa BLINOMHSAETCA ¢ NOMOLLBI0 draHues ctaHgapTta DIN.

Hacoc ocHalleH acHXpOHHbIM 3-hasHbiM 3IeKTpofBMraTeniem Ha nanax, G BO3/yLHbIM OXNaXaeHUeM.

YKunakocTs:

Paboyas »u1aKocTb: Boga

[uanasox Temneparyp xuakoctu:  -30 .. 120 °C
Temnepartypa nepekaunBaemoii xugkoctn: 20 °C
MnotHocTs: 998.2 krim®
KunemaTtuyeckas BA3KOCTb: 1mm2/c

TexHnieckue JaHHble:
CKOpOCTb Hacoca, Mpy KOTOpOIi pacyunTaHbl ero xapaktepuctuku: 2934 o6/m
TekyLnit paccunTaHHbli pacxon:  84.76 M4

061wt Hanop Hacoca: 52.74 m
PacnonoxeHue Hacoca npu MoHTaxe: BEPTUKAJIbH.
TN yCTaHOBKM YNNOTHEHMSI: OpvHapHoe

Kon Topueeoro ynnotHenust Bana:  HQQE
CepTudhnkaTbl Ha LWKNbAUKE: CE,EAC,UKCA,WRAS,ACS
[Honycku no pabo4um xap-kam:  1S09906:2012 3B

Marepuarsi:
OcHoBaHwe: YUyryH
EN 1563 EN-GJS-500-7
ASTM A536 80-55-06
Pabouee koneco: HepxagetoLas cranb
Pabouee koneco, EN/DIN: EN 1.4301
Pabouee koneco, AISI/ASTM: AISI 304
MopwwmnHmk: sic
OnopHbI MOAWMMHKK: Graflon
MonTax:

Maximum ambient temperature: 60 °C

[TNeyams u3 Grundfos Product Centre [2021.09.007]
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HasBaHnue komnaHuu:

PaspaGotaHo:
GRUNDFOs ¢ ™o

Dara:

02.06.2021

Ne n/n

OnucaHue

Makc. paboyee gaBneHue: 16 Gap

Makc. jaBneHve npu 3agaxHoi Temn-pe: 16 6ap / 120 °C
16 6ap /-30°C

CraHpapT TpybHoro npucoeautenus:  DIN

Pa3mep BcacbiBatouiero natpybka: DN 100

Pa3mep HanopHoro natpy6ka: DN 100

[onycTumoe faBnenue: PN 16

Pa3mep cnanua anekrpogsuratens:  FF300

[laHHble anekTpoobopyaoBaHus:

CTaHpapT aneKkTpoaBUrarens: IEC

Tvin anekTpoaBUraTens: 160LB

Knacc aHeproachcp-Tu: IE3

HomuHanbHas mowHocTs - P2: 18.5 kBT

OHeprus (P2), Heobxoaumas ans Hacoca:  18.5 kBT

YacTora nutaioule cetu: 50 Hz

HomuHanbHoe HanpshxeHue: 3 x 380-415D/660-690Y B
HoMuHanbHbiI Tok: 34,5-32,5/20,0-18,8 A
MyckoBoit Tok: 830-980 %

Cos ¢ - xapakTepucTuka MolHocTu:  0.89-0.85
HomuHanbHas ckopocTb: 2940-2950 o6/m
OHeproaththeKTUBHOCTb: IE3 92,4%

SpheKTMBHOCTL SNeKTpoBUraTens Npu nomnHoii Harpyske:  92.4-92.4 %
SdpexTrBHOCTL ABUraTens npu 3/4 Harpysku: 932 %

SdpexTrBHOCTL anekTpogsuratens npu 1/2 varpysm:  93.2 %
KonmuecTeo nomocos:

Crenenb 3awmTsl (IEC 34-5): 55 Dust/Jetting

Knacc nsonsiumm (IEC 85): F

Homep anexrpogsurarens: 85U17528
CucTema ynpasneHus:

Frequency converter: OreyT.
Apyroe:

MwuHUManbHbIi MHOeKe addekuBHocTy, MEI 2 0.70
Bec(HetT0): 191 kr
Bec(BpyTT0): 224 xr
OBbem nocTasky: 0.495 m*
Danish VWS No.: 385908030
Finnish LVI No.: 4925517
CTpaHa NpoucxXoXaeHNs: RU

THB3[ EASC Koa: 8413707500
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HasBaHnue komnaHuu:

PaspaGotaHo:
GRUNDFOs ¢ ™o

Dara: 02.06.2021

Ne n/n

OnucaHue

1

CR 15-17 A-F-A-E-HQQE

BHumatve! GoTorpacis NPOAYKTA MOET OTNMHATECH OT CYLIECTEYHOILErD.

Homep nagerms: 96501904

BepT1KanbHbI MHOTOCTYMEHYATbIA LIEHTPOGEXHBI HACOC C BCACKIBAIOLLMM 11 HANOPHLIM naTpy6Gkamm,
PacrnonoXeHHbLIMU Ha O[JHOM YPoBHe ("MH-NaiH"), 4To obecneynBaeT BO3MOXKHOCTb YCTaHOBKM B FOPU3OHTAmNBHOM
OOHOTPYGHOI c1cTeMe. [ONOBHAS YaCTb 1 OCHOBAHNE HACOCa U3 YyTyHa - BCE OCTallbHLIE KOHTAKTUPYIOLLIMe C
nepeKaiMBaEMOot XUAKOCTbIO AETAMNN 13 HepXaBeloLLei CTanu. KapTpumkHoe ynroTHeHve Bana obecneqnsaet
BLICOKYIO Ha[IEXHOCTb, GE30NacHoe MCMoNb30BaHMe 1 Nerkui AocTyn Ans obcnyxueaHms. Bpaluenme nepepaetcs
Yepes pazbemHylo MyTy. CoeavHeHVe TpybonpoBoaa BLINONHAETCS C NOMOLLBI0 draHues cTangapTta DIN.

Hacoc ocHalleH acHXpOHHbIM 3-ha3HbiM 3IeKTpofBMraTenem Ha nanax, G BO3/yLHbIM OXNaXaeHUeM.

YKungkocTs:

Paboyas »u1aKocTb: Boga

[uanasox Temneparyp xuakoctu:  -20 .. 120 °C
Tewmnepartypa nepekaunBaemoii xugkoctn: 20 °C
MnotHocTs: 998.2 krim®
KunemaTtuyeckas BA3KOCTb: 1mm2/c

TexHnieckue JaHHble:
CKOpOCTb Hacoca, Mpy KOTOpOIi pacunTaHbl ero xapaktrepuctuku: 2923 o6/m
Tekywwmit paccunTanHblid pacxod:  18.13 M3y

061wt Hanop Hacoca: 186.3 m
PacnonoxeHue Hacoca npu MoHTaxe: BEPTUKAJIIbH.
TN yCTaHOBKM YNNOTHEHMSI: OpvHapHoe

Kon Topueeoro ynnotHenusi Bana:  HQQE
CepTudhnkaTbl Ha LWKNbAUKE: CE,EAC,UKCA,WRAS,ACS
[Honycku no pabo4um xap-kam:  1S09906:2012 3B

Marepuarsi:
OcHoBaHwe: YUyryH
EN 1561 EN-GJL-200
ASTM A48-25B
Pabouee koneco: Hepxagetowas cranb
Pabouee koneco, EN/DIN: EN 1.4301
Pabouee koneco, AISI/ASTM: AISI 304
MopwwmnHmk: sic
MonTax:
Maximum ambient temperature: 60 °C
Makc. paboyee gaBneHue: 25 Gap
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HasBaHnue komnaHuu:

PaspaGotaHo:
GRUNDFOs ¢ ™o

Dara:

02.06.2021

Ne n/n

OnucaHue

Makc. jaBneHve npu 3agaxHon Temn-pe: 25 6ap / 120 °C
25 6ap /-20°C

CraHpapT Tpy6Horo npucoeauHenus:  DIN

Pa3mep BcacbiBatolero natpybka: DN 50

Pa3mep HanopHoro natpy6ka: DN 50

[onycTumoe faBnenue: PN 25

Pa3mep cnanua anekrpogsuratens:  FF300

[laHHble anekTpoobopyaoBaHus:

CraHpapT aneKkTpoaBUrarens: IEC

Twvin anekTpoaBUraTens: 160MD

Knacc aHeproachdp-Tu: IE3
HomuHanbHas MowHocTs - P2: 15 kBT

OHeprus (P2), Heobxoaumas anst Hacoca: 15 kBT

YacTora nutaioule cetu: 50 Hz

HomuHanbHoe HanpshxeHie: 3 x 380-415D/660-690Y B
HoMuHanbHbI Tok: 28,0-26,0/16,2-15,6 A
MyckoBoit Tok: 660-780 %

Cos ¢y - xapakTepucTuka MoluHocTu:  0.89-0.87
HomuHanbHas ckopocTb: 2930-2950 o6/m
OHeproaththeKTUBHOCTb: IE3 91,9%

SpbeKTMBHOCTL NeKTpoBUraTens nNpu nomnHoii Harpyske:  91.9-91.9 %
SdpexTrBHOCTL ABUraTens npu 3/4 Harpysku:  92.4 %

SdpexTrBHOCTL dnekTpogsuratens npu 1/2 varpysm:  92.4 %
Konuyectso noniocos: 2

Crenenb 3awmTsl (IEC 34-5): 55 Dust/Jetting

Knacc nsonsiumm (IEC 85): F

Homep anekrpopsurarens: 85U17526
CucTema ynpasneHus:

Frequency converter: OreyT.
Apyroe:

MwuHUManbHbIi MHOeKe adpdekuBHocTy, MEI > 0.70
Bec(HeTTo): 174 kr
Bec(BpyTT0): 205 kr
OBbem nocTasky: 0619 m*
Danish VWS No.: 385904170
Swedish RSK No.: 5823484
Finnish LVI No.: 4925443
CTpaHa NpoucxXoXaeHNs: RU

THB3[ EASC Koa: 8413707500
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HasBaHnue komnaHuu:

PaspaGotaHo:
GRUNDFOs ¢ ™o

Dara: 02.06.2021

Ne n/n

OnucaHue

1

CR1-5 A-A-A-E-HQQE

BHumatve! GoTorpacis NPOAYKTA MOET OTNMHATECH OT CYLIECTEYHOILErD.

Homep nagerms: 96516173

BepT1KanbHbI MHOTOCTYMEHYATbIA LIEHTPOGEXHBI HACOC C BCACKIBAIOLLMM 11 HANOPHLIM naTpy6Gkamm,
PacrnonoXeHHbLIMU Ha O[JHOM YPoBHe ("MH-NaiH"), 4To obecneynBaeT BO3MOXKHOCTb YCTaHOBKM B FOPU3OHTAmNBHOM
OOHOTPYGHOI c1CTeMe. [ONOBHAS YaCTb 1 OCHOBAHNE HACOCa U3 YyTyHa - BCE OCTallbHLIE KOHTAKTUPYIOLLIME C
nepeKaiMBaeMOoN XUIKOCTbIO AETAMNN M3 HepXaBeloLLei CTanu. KapTpumkHoe ynrnoTHeHve Bana obecneqnsaet
BLICOKYIO Ha[IEXHOCTb, GE30NacHoe MCMoNb30BaHMe 1 Nerkui AocTyn Ans o6cnyxueaHms. Bpaluenme nepepaetcs
yepes pasbemHyio MychTy. Hacoc ocHaleH acuHXpOHHLIM 3-hasHbIM ANEKTPOABUraTEmNeM Ha nanax, ¢
BOJAYLIHLIM OXTTAXIEHUEM.

YKnakocTs:

Paboyas »u1aKocTb: Boga

[uanasox Temneparyp xuakoctu:  -20 .. 120 °C
Tewmnepartypa nepekaunBaemoii xuagkoctn: 20 °C
MnotHocTs: 998.2 krim®
KunemaTtuyeckas BA3KOCTb: 1mm2/c

TexHnveckue JaHHble:
CKOpOCTb Hacoca, Mpy KOTOpOIi pacyuuTaHbl ero xapaktrepuctuku: 2873 o6/m
Tekywmit paccunTanHblid pacxon:  0.916 M3y

061wt Hanop Hacoca: 30.64 m
PacnonoxeHue Hacoca npu MoHTaxe: BEPTUKAIbH.
TN yCTaHOBKM YNNOTHEHMSI: OpvHapHoe

Kon Topueeoro ynnotHenusi Bana:  HQQE
CepTuchnkaTbl Ha LWKMbAUKE: CE, EAC,ACS
[Honycku no pabo4um xap-kam:  1S09906:2012 3B

Marepuarsi:
OcHoBaHwe: YUyryH
EN 1561 EN-GJL-200
ASTM A48-25B
Pabouee koneco: Hepxagetowas cranb
Pabouee koneco, EN/DIN: EN 1.4301
Pabouee koneco, AISI/ASTM: AISI 304
MopwwmnHuk: Sic
MonTax:
Maximum ambient temperature: 60 °C
Makc. paboyee gaBneHme: 16 Gap

Makc. jaBneHve npu 3agaxHoin Temn-pe: 16 6ap / 120 °C
16 6ap /-20 °C

CraHpapT Tpy6Horo npucoeauterusi:  Oval / Rp

Pa3mep BcacbiBatowiero natpybka:  1inch

Pa3mep HanopHoro natpy6ka: 1inch

[onycTumoe faBnenue: PN 16

Pa3mep cnanua anekrpogsuratens:  FT85

[laHHble anekTpoobopyaoBaHus:

[TNeyams u3 Grundfos Product Centre [2021.09.007]
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HasBaHnue komnaHuu:

PaspaGotaHo:
GRUNDFOs ¢ ™o

Dara:

02.06.2021

Ne n/n

OnucaHue

CTaHaapT arnekTpopsurarersi:
Tun anekTpopsuraTens:
Knacc aHeproachcp-Tu:

HomuHanbHas mMouwHocTb - P2:

IEC
71A
IE3
0.37 kBT

OHeprus (P2), Heobxoaumas ans Hacoca:  0.37 kBT

Yacrora nutatoweit ceti:
HomuHansHoe HanpsikeHme:
HomuHansHsii Tok:
MyckoBoit Tok:

50 Hz

3 x 220-240D/380-415Y B
1.74/1.00 A

490-530 %

Cos ¢y - xapakTepucTuka MolHocTu:  0.80-0.70

HomuHansHasi ckopocTs:
OHeproaththeKTUBHOCTb:

2850-2880 06/m
IE3 73,8%

SdpbeKTMBHOCTL aneKTpoBUraTens Npy nomHoii Harpyske:  73.8 %
SdpexTrBHOCTL ABMraTens npu 3/4 Harpysku:  79.0 %
SdpexTrBHOCTL anekTpogsuratens npu 1/2 varpysm: — 75.5 %

KonmecTeo nomtocos:
Crenenb 3awmTsl (IEC 34-5):
Knacc nsonsiumm (IEC 85):
Homep anektpopsuratensi:

CucTema ynpaBneHns:
Frequency converter:

Opyroe:

2

55 Dust/Jetting
F

85805102

OreyT.

MwuHUManbHbIi MHAOeKe adpdekuBHocTy, MEI > 0.70

Bec(HeTTo):
Bec(BpyTT0):

OBbem nocTasky:
Danish VWS No.:
Swedish RSK No.:
Finnish LVI No.:
Norwegian NRF no.:
CTpaHa NponcxoXaeHNs::
THB3[ EASC Koa:

19.4 kr

22 kr

0.054 m»*
385900005
5824803
4925364
9040429
RU
8413707500
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HasBaHnue komnaHuu:

PaspaGotaHo:
GRUNDFOs ¢ ™o

Dara: 03.06.2021

Ne n/n

OnucaHue

1

CR 5-9 A-A-A-E-HQQE

BHumatve! GoTorpacis NPOAYKTA MOET OTNMHATECH OT CYLIECTEYHOILErD.

Homep nagerms: 96516992

BepT1KanbHbI MHOTOCTYMEHYATbIA LIEHTPOGEXHBI HACOC C BCACKIBAIOLLMM 11 HANOPHLIM naTpy6Gkamm,
PacrnonoXeHHbLIMU Ha O[JHOM YPoBHe ("MH-NaiH"), 4To obecneynBaeT BO3MOXKHOCTb YCTaHOBKM B FOPU3OHTAmNBHOM
OOHOTPYGHOI c1CTeMe. [ONOBHAS YaCTb 1 OCHOBAHNE HACOCa U3 YyTyHa - BCE OCTallbHLIE KOHTAKTUPYIOLLIME C
nepeKaiMBaeMOoN XUIKOCTbIO AETAMNN M3 HepXaBeloLLei CTanu. KapTpumkHoe ynrnoTHeHve Bana obecneqnsaet
BLICOKYIO Ha[IEXHOCTb, GE30NacHoe MCMoNb30BaHMe 1 Nerkui AocTyn Ans o6cnyxueaHms. Bpaluenme nepepaetcs
yepes pasbemHyio MychTy. Hacoc ocHaleH acuHXpOHHLIM 3-hasHbIM ANEKTPOABUraTEmNeM Ha nanax, ¢
BOJAYLIHLIM OXTTAXIEHUEM.

YKnakocTs:

Paboyas »u1aKocTb: Boga

[uanasox Temneparyp xuakoctu:  -20 .. 120 °C
Tewmnepartypa nepekaunBaemoii xuagkoctn: 20 °C
MnotHocTs: 998.2 krim®
KunemaTtuyeckas BA3KOCTb: 1mm2/c

TexHnveckue JaHHble:
CKOpOCTb Hacoca, Mpu KOTOPOIi pacynTaHbl ero xapaktepuctuku: 2896 o6/m
TekyLnit paccunTaHHblid pacxon:  4.262 M4

061wt Hanop Hacoca: 53.09 m
PacnonoxeHue Hacoca npu MoHTaxe: BEPTUKAIbH.
TN yCTaHOBKM YNNOTHEHMSI: OpvHapHoe

Kon Topueeoro ynnotHenust Bana:  HQQE
CepTuchnkaTbl Ha LWKMbAUKE: CE,EAC,UKCA,WRAS,ACS
[Honycku no pabo4um xap-kam:  1S09906:2012 3B

Marepuarsi:
OcHoBaHwe: YUyryH
EN 1561 EN-GJL-200
ASTM A48-25B
Pabouee koneco: Hepxagetowas cranb
Pabouee koneco, EN/DIN: EN 1.4301
Pabouee koneco, AISI/ASTM: AISI 304
MopwwmnHuk: Sic
MonTax:
Maximum ambient temperature: 60 °C
Makc. paboyee gaBneHme: 16 Gap

Makc. jaBneHve npu 3agaxHoin Temn-pe: 16 6ap / 120 °C
16 6ap /-20 °C

CraHpapT Tpy6Horo npucoeauterusi:  Oval / Rp

Pa3mep BcacbiBatowiero natpybka: 1 1/4 inch

Pa3mep HanopHoro natpy6ka: 11/4 inch

[onycTumoe faBnenue: PN 16

Pa3mep cdnanua anekrpogsuratens:  FT115

[laHHble anekTpoobopyaoBaHus:

[TNeyams u3 Grundfos Product Centre [2021.09.007]
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HasBaHnue komnaHuu:

PaspaGotaHo:
GRUNDFOs ¢ ™o

Dara: 03.06.2021

Nen/n | Onucaxue

CTaHpapT aneKkTpoaBUrarens: IEC

Twvin anekTpoaBUraTens: 90SD

Knacc aHeproachcp-Tu: IE3

HomuHanbHas mowHocTs - P2: 1.5 kBT

OHeprus (P2), Heobxogumas anst Hacoca: 1.5 kBT

YacTora nuTaioLlen cetu: 50 Hz

HomuHanbHoe HanpshxeHune: 3 x 220-240D/380-415Y B

HomuHanbHbIi Tok: 5.70/3.30 A

MyckoBoit Tok: 750-820 %

HomuHansHasi ckopocTs:
OHeproaththeKTUBHOCTb:

KonmecTeo nomtocos:
Crenenb 3awmTsl (IEC 34-5):
Knacc nsonsiumm (IEC 85):
Homep anektpopsuratensi:

CucTema ynpaBneHns:
Frequency converter:

Opyroe:

Bec(HeTTo):
Bec(BpyTT0):

OBbem nocTasky:
Danish VWS No.:
Swedish RSK No.:
Finnish LVI No.:
Norwegian NRF no.:
CTpaHa NponcxoXaeHNs::
THB3[ EASC Koa:

Cos ¢y - xapakTepucTuka MoluHocTu:  0.84-0.78

2890-2910 06/m
IE3 84,2%

SdpbeKTMBHOCTL SNeKTpoBUraTens Npu MornHoii Harpyske:  84.2-84.2 %
SdpexTrBHOCTL ABUraTens npu 3/4 Harpysku:  86.4 %
SdpexTrBHOCTL anekTpogsuratens npu 1/2 Harpyswm:  86.0 %

2
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