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Введение

Стандарт «Гидроэлектростанции. Мониторинг технического состояния ос
новного оборудования. Нормы и требования» (далее -  Стандарт) разработан в со
ответствии с требованиями Федерального закона № 184-ФЗ «О техническом регу
лировании».

При разработке настоящего Стандарта актуализированы относящиеся к обла
сти его применения действовавшие в электроэнергетике нормативные документы 
или их отдельные разделы. В Стандарт включены технические нормы, содержа
щиеся в ранее разработанных нормативных документах применительно к гидро
электростанциям, приведенные в технической литературе, а также нормы на ос
новании экспертных оценок опыта эксплуатации.

Стандарт входит в число стандартов организации группы «Гидроэлектро
станции», относится к периоду жизненного цикла объектов регулирования «Экс
плуатация».

Стандарт подробно раскрывает требования к мониторингу технического со
стояния оборудования, в общем виде изложенные в стандартах организации 
СТО70238424.27.140.001-2008 «Гидроэлектростанции. Методики оценки тех
нического состояния основного оборудования», СТО 70238424.27.140.005-2008 
«Гидротурбинные установки. Организация эксплуатации технического обслужи
вания. Нормы и требования» СТО 70238424.27.140.006-2008 «Гидрогенераторы. 
Организация эксплуатации технического обслуживания. Нормы и требования», 
СТО 70238424.27.140.009-2008 «Автоматизированные системы управления 
технологическими процессами ГЭС и ГАЭС. Организация эксплуатации и техни
ческого обслуживания. Нормы и требования», СТО 70238424.27.140.010-2008 
«Автоматизированные системы управления технологическими процессами ГЭС и 
ГАЭС. Условия создания. Нормы и требования», СТО 70238424.27.140.015-2008 
«Гидроэлектростанции. Организация эксплуатации и технического обслуживания. 
Нормы и требования».

В Стандарте использованы основные нормативные правовые технические 
распорядительные и информационные документы, относящиеся к области приме
нения Стандарта, действовавшие в период его разработки. Введение в действие 
новых документов могут потребовать внесения в Стандарт изменений и дополне
ний.
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СТАНДАРТ ОРГАНИЗАЦИИ ИИ «ИНВЭЛ» 
Г идроэлектростанции 

Мониторинг технического состояния 
основного оборудования 

___________ Нормы и требования___________

Дата введения -  2010-10-18

1 Область применения

1.1 Объектом регулирования настоящего Стандарта является система мони
торинга технического состояния основного оборудования (гидротурбина, гидро
генератор, силовой трансформатор) гидроэлектрических станций в виде системы 
проводимых регулярно наблюдений и контроля технологических параметров 
находящегося в работе основного оборудования.

1.2 Настоящий Стандарт устанавливает требования к составу и организации 
эксплуатации системы мониторинга, выполнение которых является обязательным 
для безопасной эксплуатации гидроэлектростанции, соблюдению требований к 
охране природы.

1.3 Настоящий Стандарт распространяется на процессы эксплуатации (тех
нологические режимы, технический контроль) и техническое обслуживание (экс
плуатационное обслуживание, ремонт, реконструкция) системы мониторинга в 
условиях нормальных и предельных режимов, устанавливаемых нормативными 
техническими документами и проектной (конструкторской документацией).

1.4 Настоящий Стандарт предназначен для применения организациями (об
ществами, компаниями) независимо от их формы собственности, являющимися 
собственниками и (или) эксплуатирующими организациями гидроэлектростанций 
(ГЭС), а также:

- проектными, конструкторскими, научно-исследовательскими, строитель
ными и монтажными, промышленными и иными организациями, в любой форме 
привлекаемыми собственником (эксплуатирующей организацией) для выполне
ния работ (услуг) в сфере эксплуатации, технического обслуживания, ремонта, 
реконструкции системы мониторинга;

- специализированными организациями, осуществляющими экспертный 
анализ проектов и технических решений в области применения Стандарта, в уста
новленном порядке участвующими в приемке вводимых в эксплуатацию систем 
мониторинга.

1.5 Требования и нормы настоящего Стандарта обязательны для примене
ния организациями, в установленном порядке на добровольной основе присоеди
нившимися к Стандарту; в иных случаях соблюдение норм и требований Стан
дарта другими субъектами хозяйственной деятельности должно быть предусмот
рено при разработке стандартов организации ГЭС (локальных нормативных до
кументов), в которых должно быть дополнительно учтены специфические осо
бенности в договоре (контракте) между заказчиком-субъектом применения Стан
дарта и исполнителем заказываемых работ (услуг).

1



1.6 Настоящий Стандарт не учитывает все возможные особенности испол
нения его требований на конкретных ГЭС. В развитие стандарта для применения 
на каждой гидроэлектростанции их собственниками (эксплуатирующими органи
зациями) могут в установленном порядке разработаны и утверждены индивиду
альные стандарты организации (локальные нормативные документы), учитываю
щие особенности компоновки, конструкции и условий эксплуатации системы мо
ниторинга, не противоречащие действующим нормативным и правовым докумен
там, действие которых распространяется на область эксплуатации ГЭС, и не сни
жающие уровень требований, предъявляемых названными документами Стандар
том и проектной (конструкторской) документацией.

1.7 Стандарт может быть использован на гидроаккумулирующих электро
станциях (ГАЭС) и малых ГЭС при разработке стандартов организации ГЭС (ло
кальных нормативных документов), в которых должны быть дополнительно учте
ны специфически особенности системы мониторинга и условия ее эксплуатации.

1.8 Стандарт должен быть пересмотрен в случаях ввода в действие новых 
технических регламентов и стандартов, содержащих не примененные в Стандарте 
требования, а также при необходимости введения новых требований и рекомен
даций, обусловленных накоплением новых знаний по контролю технического со
стояния оборудования.

2 Нормативные ссылки

В Стандарте использованы ссылки на следующие федеральные законы, зако
нодательные акты, нормативные и правовые документы, стандарты:

Федеральный закон РФ от 27.12.2002 № 184-ФЗ «О техническом регулирова
нии»

Федеральный закон РФ от 26.06.2008 № 102-ФЗ «Об обеспечении единства 
измерений»

Федеральный Закон РФ от 26.03.2003 № 35-ФЗ «Об электроэнергетике» 
Федеральный закон Российской Федерации от 22 июля 2008 г. N 123-ФЗ 

«Технический регламент о требованиях пожарной безопасности»
ГОСТ 18322-78 Система технического обслуживания и ремонта техники. 

Термины и определения
ГОСТ 19431-84 Энергетика и электрификация. Термины и определения 
ГОСТ 26044-83 Вибрация. Аппаратура для эксплуатационного контроля виб

рационного состояния энергетических гидротурбинных агрегатов. Общие техни
ческие требования

ГОСТ 27.310-95 Надёжность в технике. Анализ видов, последствий и кри
тичности отказов. Основные положения

ГОСТ 8.395-80 Государственная система измерений. Нормальные условия 
измерений при поверке. Общие требования

СТО 70238424.27.140.001-2008 Гидроэлектростанции. Методики оценки 
технического состояния основного оборудования

СТО 70238424.27.010.001-2008 Электроэнергетика. Термины и определения 
СТО 17230282.27.010.002-2008 Оценка соответствия в электроэнергетике
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СТО 70238424.27.140.005-2008 Гидротурбинные установки. Организация 
эксплуатации технического обслуживания. Нормы и требования

СТО 70238424.27.140.006-2008 Гидрогенераторы. Организация эксплуата
ции технического обслуживания. Нормы и требования

СТО 70238424.27.140.009-2008 Автоматизированные системы управления 
технологическими процессами ГЭС и ГАЭС. Организация эксплуатации и техни
ческого обслуживания. Нормы и требования

СТО 70238424.27.140.010-2008 Автоматизированные системы управления 
технологическими процессами ГЭС и ГАЭС. Условия создания. Нормы и требо
вания

СТО 70238424.27.140.015-2008 Гидроэлектростанции. Организация эксплу
атации и технического обслуживания. Нормы и требования

СТО 70238424.27.140.033-2010 Гидроэлектростанции. Технические и автома
тизированные системы. Условия поставки. Нормы и требования

СТО 70238424.27.140.041-2010 Гидроэлектростанции. Правила ввода в экс
плуатацию оборудования, технических и автоматизированных систем

СТО 70238424.27.140.031-2010 Гидроэлектростанции. Ремонт и техническое 
обслуживание оборудования, зданий и сооружений. Организация производствен
ных процессов

СТО 70238424.27.140.012-2011 Гидроэлектростанции. Охрана труда (правила 
безопасности) при эксплуатации и техническом обслуживании сооружений и обо
рудования ГЭС. Нормы и требования

П р и м е ч а н и е  - При пользовании Стандартом целесообразно проверить действие ссылочных 
законодательных актов, стандартов и классификаторов в информационной системе общего пользования 
-  на официальном сайте национального органа Российской Федерации по стандартизации в сети Интер
нет, или по ежегодно издаваемому информационному указателю «Национальные стандарты», который 
опубликован по состоянию на 1 января текущего года, и по соответствующим ежемесячно издаваемым 
информационным указателям, опубликованным в текущем году. Если ссылочный документ заменен 
(изменен), то при пользовании Стандартом следует руководствоваться замененным (измененным) доку
ментом. Если ссылочный документ отменен без замены, то положение, в котором дана ссылка на него, 
применяется в части, не затрагивающей эту ссылку.

3 Термины и определения

В Стандарте применены термины по ГОСТ 18322, ГОСТ 19431, ГОСТ 26044, 
ГОСТ 27.310, СТО 70238424.27.010.001-2008, а также следующие термины с со
ответствующими определениями:

3.1 автоматизированная система управления технологическими про
цессами (АСУТП): АСУ, объектом управления которой является технологиче
ский процесс. Например, технологический процесс основного и вспомогательного 
оборудования электростанции.

3.2 гидравлическая турбина поворотно-лопастная: Реактивная осевая 
или диагональная гидравлическая турбина с поворотными лопастями рабочего 
колеса.

3.3 гидравлическая турбина радиально-осевая: Реактивная гидравличе
ская турбина, в рабочем колесе которой вода движется по криволинейным по-
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верхностям вращения, изменяющим направление потока от радиального к осево
му.

3.4 гидрогенерирующая компания: Компания (организация), в состав 
объектов собственности (активов) которой входят гидроэлектростанции.

3.5 измерительный канал: Функционально объединенная совокупность 
технических средств, по которой проходит один последовательно преобразуемый 
сигнал, выполняющий законченную функцию измерений, имеющая нормирован
ные метрологические характеристики. В измерительный канал входят все агре
гатные средства измерений и линии связи от первичного измерительного преоб
разователя (включая измерительные трансформаторы тока и трансформаторы 
напряжения) до средств представления информации включительно.

3.6 метрологическая аттестация: Признание средства измерений узако
ненным для применения (с указанием его метрологического назначения и метро
логических характеристик) на основании тщательных исследований метрологиче
ских свойств этого средства.

3.7 мониторинг технического состояния оборудования: Система прово
димых регулярно наблюдений и контроля технологических параметров техниче
ского состояния находящегося в работе оборудования.

3.8 нестандартизованные средства измерений: Единичные экземпляры 
или мелкие партии СИ, изготовленные для контроля технологического процесса 
или приобретенные по импорту и не внесенные в Государственный реестр РФ.

3.9 оборудование, находящееся в работе (действующее оборудование):
Оборудование на стадии использования по назначению в режимах нормальной 
работы, аварийных, пуска и останова, холостого хода, резерва.

3.10 оборудование остановленное: Оборудование на стадии хранения и ре
монта.

3.11 программно-технический комплекс (ПТК): Совокупность средств вы
числительной техники, программного обеспечения и средств создания и заполне
ния машинной информационной базы при вводе системы в действие, достаточных 
для выполнения одной или более задач автоматизированной системы.

3.12 средство измерений (СИ): Техническое устройство, предназначенное 
для измерений.

3.13 технический руководитель гидроэлектростанции: Лицо в штате гид
роэлектростанции, уполномоченное принимать решения и отдавать распоряжения 
по всем техническим вопросам касательно оборудования и сооружений данной 
гидроэлектростанции.

3.14 техническое обследование оборудования гидроэлектростанций:
Форма технического контроля за состоянием оборудования, включающего углуб
ленные исследования, проводимые по специальным программам, как правило, с 
привлечением специализированных организаций по решениям комиссий, прово
дивших периодический осмотр или регулярное техническое освидетельствование.
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3.15 электрический тракт измерительного канала: Часть измерительного 
канала от выходных клемм первичного измерительного преобразователя до 
средств представления информации включительно.

4 Обозначения и сокращения

АРМ - автоматизированное рабочее место;
АРВ - автоматическое регулирование возбуждения;
АСУТП - автоматизированная система управления технологическим про

цессом;
АЩУ - агрегатный щит управления;
АЦП - аналого-цифровой преобразователь;
БОМС - базовая организация метрологической службы электроэнергетики; 
ВГП - верхний генераторный подшипник;
ГОМС - головная организация метрологической службы электроэнергетики;
Г АЭС - гидроаккумулирующая электростанция;
ГЭС - гидроэлектростанция;
Д - система охлаждения с принудительной циркуляцией воздуха и есте

ственной циркуляцией масла;
ДУ - дистанционное управление;
ДЦ - система охлаждения с принудительной циркуляцией воздуха и мас

ла;
Изм.Сх - измерительная схема;
ИС - измерительная система;
ИП - измерительный прибор;
ПК - измерительный канал;
КИВ - контроль изоляции вводов;
МНУ - маслонапорная установка;
МС - метрологическая служба 
НА - направляющий аппарат;
НГП - нижний генераторный подшипник;
НД - нормативная документация;
НСЭ - начальник смены электростанции
ПИП - первичный измерительный преобразователь;
ПО - программное обеспечение;
ПрИП - промежуточный измерительный преобразователь;
ПРК - переключатель режимов калибровки;
ПТК - программно-технический комплекс;
РПН - регулирование напряжения трансформатора под нагрузкой;
С - линия связи;
СИ - средство измерения;
СТО - стандарт организации;
ТП - турбинный подшипник;
ТС - термосигнализатор;
УК - устройство коммутации;
Ц - система охлаждения с принудительной циркуляцией воды и масла; 
ЦПУ - центральный пульт управления;
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Э - эталонное средство калибровки;
ЭТ - электрический тракт.

5 Общие принципы построения системы мониторинга

5.1 Назначение системы мониторинга
5.1.1 Система мониторинга, представляющая собой систему проводимых ре

гулярно наблюдений и контроля параметров технического состояния находяще
гося в работе основного оборудования, должна функционировать на каждой ГЭС.

5.1.2Систему мониторинга реализуют с использованием средств АСУТП, 
технических средств локальной автоматики, непосредственного контроля и 
управления.

5.1.3На ГЭС установленной мощностью 1000 МВт и выше должны функцио
нировать АСУТП. В зависимости от местных условий, экономической и произ
водственной целесообразности АСУТП могут оснащаться гидроэлектростанции с 
гидроагрегатами, имеющими суммарную установленную мощность меньше ука
занной.

5.1.4Система мониторинга входит в состав обязательных форм контроля тех
нического состояния оборудования наряду с периодическими осмотрами выве
денного из работы оборудования, регулярными техническими освидетельствова
ниями оборудования, техническими обследованиями оборудования в соответ
ствии с СТО 70238424.27.140.015-2008 (раздел 7.1).

5.1.5Применение системы мониторинга для оценки технического состояния 
элементов основного оборудования осуществляют:

- для гидротурбин в соответствии с СТО 70238424.27.140.001-2008 (раздел 
8) и СТО 70238424.27.140.005-2008 (раздел 6);

- для гидрогенераторов в соответствии с СТО 70238424.27.140.001-2008 
(раздел 9) и СТО 70238424.27.140.006-2008 (раздел 6);

- для трансформаторов в соответствии с требованиями стандарта по мони
торингу силовых трансформаторов и автотрансформаторов [1].

5.2 Состав и структура системы мониторинга
5.2.1 Система мониторинга включает в свой состав:
- подсистему измерительной информации;
- подсистему отображения измерительной информации;
- подсистему регистрации и архивирования измерительной информации;
- подсистему технологической сигнализации.
5.2.2Подсистема измерительной информации осуществляет:
- проверку достоверности измерительной информации;
- путем визуальных и автоматизированных измерений сбор информации о 

технологических параметрах основного оборудования в виде сигналов: аналого
вых, дискретных, число-импульсных, частотных; показаний приборов с непосред
ственным отсчетом;

- привязку измерительной информации к текущему времени.
5.2.3Подсистема отображения измерительной информации:
- реализует преобразование значений технологических параметров в имено

ванные физические величины;
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- представляет значения технологических параметров в виде удобном опера
тору-технологу.

5.2.4Подсистема регистрации и архивирования измерительной информации:
- реализует регистрацию измерительной информации на бумажном носителе 

для приборов с непосредственным отсчетом в виде заполняемых вручную часо
вых, сменных, суточных ведомостей; для технических средств системы локальной 
автоматики в виде диаграмм с непрерывной записью; для АСУТП отпечатанных 
бланков часовых, сменных, суточных ведомостей.

- реализует для АСУТП архивирование измерительной информации различ
ной глубины (часовые, сменные, суточные, за неделю, месяц) с возможностью 
представления в виде таблиц, графиков, протоколов.

5.2.5Подсистема технологической сигнализации реализует функцию извеще
ния оперативного персонала в виде предупредительных и аварийных сигналов о 
возникновении нарушений в технологическом процессе.

5.2.6Требования к автоматизированным подсистемам сбора измерительной 
информации, отображения, сигнализации, регистрации и архивирования, техноло
гических защит, технологической автоматики в полном объеме определяют в со
ответствии с СТО 70238424.27.140.010-2008, раздел 5.4.

5.2.70сновные требования к системе мониторинга в части применения ре
зультатов показаний в подсистеме автоматизированного технического диагности
рования приведены:

- для гидроагрегатов в Приложении А;
- для трансформаторов в Приложении Б;
5.2.8Подлежащие мониторингу технологические параметры в табличной 

форме представлены в Приложении В.
5.2.9В таблице В.1 приведены
- объем измерений технологических параметров;
- способ представления измерительной информации:
- применение измерительной информации в подсистемах технологической 

автоматики, технологических защит, автоматизированного технического диагно
стирования;

- допустимая погрешность измерений технологических параметров.

6 Основные требования к организации эксплуатации системы 
мониторинга

6.1 Ввод в эксплуатацию системы мониторинга
6.1.1В процессе ввода системы мониторинга в эксплуатацию должны быть 

проведены следующие приемочные испытания:
- индивидуальные испытания технических средств системы мониторинга и 

функциональные испытания отдельных подсистем системы мониторинга, завер
шающиеся при пробном пуске основного и вспомогательного оборудования;

- комплексное опробование технологического оборудования с включенной 
системой мониторинга.
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6.1.2Пробные пуски проводятся до комплексного опробования энергообору
дования. При пробном пуске должна быть проверена работоспособность оборудо
вания и системы мониторинга, безопасность их эксплуатации.

6.1.3Перед пробным пуском должны быть выполнены условия для надежной 
и безопасной эксплуатации системы мониторинга:

- укомплектован, обучен (с проверкой знаний) эксплуатационный и ремонт
ный персонал, разработаны и утверждены эксплуатационные инструкции, ин
струкции по охране труда, техническая документация по учету и отчетности;

- подготовлены запасы материалов, инструмента и запасных частей;
- введены в действие системы диспетчерского управления с линиями связи, 

системы пожарной сигнализации и пожаротушения, аварийного освещения, вен
тиляции.

6.1.4При комплексном опробовании проверяется совместная работа основно
го и вспомогательного оборудования под нагрузкой с включенной системой мо
ниторинга. Началом комплексного опробования энергоустановки считается мо
мент включения ее в сеть или под нагрузку.

6.1.5Комплексное опробование оборудования ГЭС считается проведенным 
при условии нормальной и непрерывной работы основного оборудования в тече
ние 72 ч с номинальной нагрузкой и проектными значениями напора и расхода 
воды и, кроме того, 3 автоматических пусков.

6.1.6Приемочные испытания системы мониторинга при вводе в эксплуата
цию основного оборудования следует осуществлять в соответствии 
СТО 70238424.27.140.009-2008 (раздел 5.5) и порядком ввода в эксплуатацию 
оборудования, технических, технологических, автоматизированных, информаци
онных систем в соответствии с СТО 70238424.27.140.041-2010.

П р и м е ч а н и е  - содержащиеся в упомянутом стандарте требования допустимо приме
нять и к системе мониторинга.

6.2 Применение системы мониторинга по назначению
6.2.1 Систему мониторинга по назначению применяет оперативный персонал 

ГЭС для ведения технологического режима.
6.2.2Техническое состояние основного оборудования ГЭС на основании по

казаний системы мониторинга и других форм технического контроля согласно п. 
5.1.5, оценивают как:

- «работоспособное», если контролируемые параметры, характеризующие 
способность оборудования выполнять заданные функции, соответствуют требо
ваниям нормативной и/или конструкторской (проектной) документации, и при 
контроле технического состояния дефекты не выявлены или выявлены малозна
чительные легко устранимые дефекты на ранней стадии развития;

- «частично неработоспособное», если при контроле состояния выявлены 
значительные, но устранимые дефекты, при которых оборудование способно ча
стично выполнять требуемые функции, и продолжение работы оборудования тре
бует временного введения ограничений (снижения эксплуатационных нагрузок, 
сокращения межремонтного периода и т.п.);

- «неработоспособное», если контролируемые параметры, характеризующие 
способность оборудования выполнять заданные функции, не соответствуют тре
бованиям нормативной и/или конструкторской (проектной) документации, и при

8



контроле технического состояния выявлены критические или значительные, 
трудно устранимые дефекты, и восстановление работоспособности оборудования 
требует его немедленного вывода в ремонт;

- «предельное», если при контроле технического состояния выявлены кри
тические дефекты, и дальнейшая эксплуатация оборудования недопустима или 
нецелесообразна, либо восстановление его работоспособного состояния невоз
можно или нецелесообразно (СТО 70238424.27.140.001-2008, п.п. 5.11.1-5.11.4)

6.2.3Ручную регистрацию показаний осуществляют путем занесения данных 
в суточную ведомость параметров работы оборудования. При этом следует реги
стрировать те параметры, контроль которых наиболее полно характеризует их со
стояние (активная и реактивная нагрузка, температурный режим, биение вала у 
турбинного подшипника и пр.).

6.2.4При наличии АСУТП:
- на АЩУ данные следует представлять в виде цифровой индикации значе

ний, а при наличии дисплея представляться в цифровом и линейно-диаграммном 
изображении. Цифровые значения параметров отображаются на мнемосхеме гид
рогенератора и трансформаторов, а также на их формулярах основных узлов и си
стем;

- на ЦПУ данные предпочтительно отображать в виде цифровой индикации 
значений на видеограмме и мнемосхеме гидрогенератора и трансформаторов, а 
также на формулярах его основных узлов и систем;

- регистрацию параметров следует производить автоматически путем записи 
их в структурированный архив, с возможностью вывода на просмотр и печать вы
бранных параметров в выбранный промежуток времени

6.3 Техническое обслуживание и ремонт технических средств системы мо
ниторинга

6.3.1 Техническое обслуживание и организацию ремонта системы монито
ринга (включая ремонт технических средств и модернизацию программного обес
печения) осуществляет подразделение, организованное собственником и (или) 
эксплуатирующей организация (см. 1.4) в соответствии 
СТО 70238424.27.140.015-2008 (п.5.2.2 с учетом примечания 6.1.6).

6.3.2Общие требования к техническому обслуживанию и ремонту системы 
мониторинга устанавливают в соответствии СТО70238424.27.140.015-2008 
(п.8.1 и 8.2) и требованиям к организации ремонта оборудования ГЭС в соответ
ствии с СТО 70238424.27.140.031-2010.

6.3.3Специальные требования к техническом обслуживанию и ремонту си
стемы мониторинга следует осуществлять в соответствии 
СТО 70238424.27.140.009-2008, разделы 5.4, 6.1, 6.2, 6.3 (с учетом примечания 
6 . 1.6).

6.4 Эксплуатационная документация системы мониторинга
6.4.1 Общие требования к эксплуатационной документации ГЭС определяют 

в соответствии СТО 70238424.27.140.015-2008, п.5.5.3.
6.4.2Специальные требования к эксплуатационной документации системы 

мониторинга следует осуществлять в соответствии
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СТО 70238424.27.140.009-2008 (раздел 5.6, Приложение Б) с учетом примечания 
к п. 6.1.6.

6.5 Требования к метрологическому обеспечению системы мониторинга
6.5.1 Организацию метрологического контроля и надзора организациях, в 

присоединившихся к настоящему стандарту в соответствии си . 1.5, целесообраз
но осуществлять согласно указаниям об организации метрологической службы 
электроэнергетики [2].

6.5.2При эксплуатации системы мониторинга в части мероприятий по метро
логическому обеспечению следует выполнять:

- своевременное представление в поверку СИ, подлежащих государственно
му контролю и надзору;

- проведение работ по калибровке СИ, не подлежащих поверке;
- обеспечение соответствия характеристик точности применяемых СИ тре

бованиям к точности измерений технологических параметров;
- сдачу в ремонт и приемку из ремонта СИ;
- организацию и проведение работ по приемке в эксплуатацию ИК, входя

щих в состав индивидуальных ИС или АСУТП;
- организацию и проведение работ по калибровке ИК.
6.5.3СИ в составе системы мониторинга должны иметь сертификат Гос

стандарта об утверждении типа средств измерений или свидетельство о метро
логической аттестации для нестандартизованных СИ.

6.5.4Перечень СИ, подлежащих поверке и, соответственно, перечень СИ и 
ИК подлежащих калибровке составляет соответствующее подразделение 
(см.п.6.3.1) и утверждает технический руководитель ГЭС.

6.5.5СИ, подлежащие государственному метрологическому контролю и 
надзору в соответствии с ФЗ № 102 (статья 13) должны подвергаться периодиче
ской поверке аккредитованными в установленном порядке в области обеспечения 
единства измерений юридические лицами (в том числе ГОМС, РП ГОМС, БОМС, 
МС предприятий энергетики) и индивидуальными предпринимателями.

6.5.6 С дачу в ремонт и приемка из ремонта СИ выполняют в соответствии с 
СТО 70238424.27.140.009-2008 (раздел 5.4) с учетом примечания 6.1.6 и требо
ваниям к организации ремонта оборудования ГЭС в соответствии СТО 
70238424.27.140.031-2010.

6.5.7Для получения права на проведение калибровочных работ МС ГЭС 
должна пройти соответствующую аккредитацию в БОМС или ГОМС в соответ
ствии с указаниями об организации метрологической службы электроэнергетики 
[2].

6.5.8Выполнение работ по калибровке следует проводить согласно указаниям 
соответствующих НД для конкретного СИ.

6.5.9К выполнению калибровочных работ должны допускаться специалисты, 
аттестованные на право калибровки СИ.

6.5.10 Калибровка ИК
6.5.10.1 Цель калибровки ИК -  определение и подтверждение действитель

ных значений метрологических характеристик (MX) и (или) их пригодности к 
применению для измерения технологических параметров, не подлежащих госу
дарственному метрологическому контролю и надзору.
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6.5.10.2 Калибровка ИК проводится на стадии опытной эксплуатации си
стемы мониторинга.

6.5.10.3 Интервал периодической калибровки ИК устанавливает МС ГЭС и 
утверждает технический руководитель ГЭС.

6.5.10.4 Калибровку ИК следует проводить комплектным (по возможности) 
или поэлементным методом.

6.5.10.5 Калибровка ИК предполагает предварительную калибровку в лабо
ратории входящих в состав ИК первичного измерительного преобразователя 
(ПИП), промежуточного измерительного преобразователя (ПрИП) при его нали
чии и вторичного измерительного прибора (ИИ) для индивидуальных измери
тельных схем (ИС) согласно ИД завода-изготовителя.

6.5.10.6 При комплектном методе калибровка производится для полного со
става ИК, при этом эталонный калибровочный сигнал подается непосредственно 
на вход первичного измерительного преобразователя (ПИП) согласно схемы при
веденной в Приложении Д, рис. Д1 и Д2.

6.5.10.7 При поэлементном методе калибровке подлежит электрический 
тракт ИК (ЭТ ИК) включая промежуточный измерительный преобразователь 
(ПрИП) при его наличии и вторичный ИП (для индивидуальной ИС) или измери
тельная схема ПТК (для АСУТП) согласно схемы приведенной в Приложении Д, 
рисунки ДЗ и Д4.

6.5.10.8 Средства калибровки (эталоны) должны иметь действующее калиб
ровочное (поверочное) клеймо или сертификат о калибровке (поверке).

6.5.10.9 При проведении калибровки проводится контроль внешних усло
вий, значения параметров которых должны соответствовать рабочим условиям 
(температура, давление, влажность, уровень вибрации и др.) на составные части 
индивидуальных ИК (ПИП, ПрИП, вторичный ИП).

6.5.10.10 Условия применения эталонов, используемых при калибровке, 
должны соответствовать требованиям НД на них и быть такими, чтобы суммарная 
дополнительная погрешность, возникающая от воздействия внешних влияющих 
величин, не превышала 0,5 основной погрешности эталона.

6.5.10.11 Перед проведением калибровки необходимо:
- осуществить организационные мероприятия по оформлению допуска к ра

боте;
- провести инструктаж персонала, участвующего в калибровке;
- подготовить и установить эталоны и вспомогательные СИ для задания 

входного сигнала и контроля влияющих величин;
- установить связь (по радио или телефонную) от средств задания входного 

сигнала до устройств отображения информации.
6.5.10.12 При несоответствии условий требованиям и. 6.5.10.11 калибровка 

не проводится до устранения выявленных недостатков.
6.5.10.13 При определении метрологической характеристики ИК количество 

исследуемых при калибровке точек устанавливаются в количестве не менее 5 по 
диапазону измерений ИК.

6.5.10.14 Исследуемые точки должны равномерно располагаются по всему 
диапазону измерений, причем одна точка должна соответствовать 0%, а другая - 
100% диапазона.
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6.5.10.15 Если невозможно исследовать точки 0% и 100%, то они заменяются 
соответственно точками в диапазонах 0-10% и 90-100%.

6.5.10.16 В каждой исследуемой точке проводятся три наблюдения.
6.5.10.17 Регистрация результатов наблюдений осуществляют через интерва

лы времени, равные циклу опроса ПИП или превышающие его.
6.5.10.18 После проведения экспериментальных работ восстанавливается ра

бочая схема ИК и проводится проверка его функционирования.
6.5.10.19 При комплектном методе калибровочных работ определяют:

- значения ^выходного сигнала ИК в каждой исследуемой точке диапазона 
измерений ИК,
где x jt - значение параметра (i = 1,2, 3), измеренное в j -й исследуемой точке в 
единицах измеряемой величины;

- погрешность ИК (по модулю) для каждого i-ro наблюдения в j -й исследуе
мой точке по формуле:

Xji I  (1)
где - действительное значение параметра в j -й точке, соответствующее значе
нию, задаваемому с помощью эталонного СИ;

- значение внешних влияющих факторов в виде суммарной квадратичной

погрешности >
i=1

где I  - количество влияющих величин (£ в пределах от 1до п);
- значения абсолютной погрешности ИК приведенное к нормальным усло

виям в полном массиве исследуемых точек по протоколу калибровки

AHKji = ЛЩ/г
т

2 Х * (2)

6.5.10.20 Определяют средние значения погрешностей ИК в j -й исследуемой 
точке по формуле:

'У'Лики
А % = ^ — • №

где Лщу - среднее абсолютное значение погрешности ИК по трем наблюдениям.

Соответственно, относительная приведенная к диапазону измерений ДИ по
грешность измерения:

д(3)И̂К]

~дй
% (4)

6.5.10.21 Результаты экспериментальных исследований заносятся в таблицу, 
форма которой приведена в Приложении Д.

6.5.10.22 При поэлементном методе калибровочных работ определяют:
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- значения X3Tji выходного сигнала ЭТ ИК в каждой исследуемой точке 
диапазона измерений ИК (X3Tji - i-e значение ЭТ ИК (i = 1, 2, 3), измеренное в j -й 
исследуемой точке в единицах измеряемой величины);

- погрешность ЭТ ИК для каждого i-ro наблюдения в j -й исследуемой точке 
по формуле:

A3Tji = X 3T ji-X®, (5)
где Х а - действительное значение параметра в j -й точке, соответствующее значе
нию, задаваемому с помощью эталонного СИ;

- значение внешних влияющих факторов в виде суммарной квадратичной

абсолютной погрешности >
i=1

где I  - количество влияющих величин (£ в пределах от 1до п);
- определяют значения абсолютной погрешности ИК, приведенное к нор

мальным условиям в полном массиве исследуемых точек по протоколу калибров
ки согласно формуле:

Лэт)7 + АПИПД +  АПрИПд - 2 > :
—10,5

где Л* , А2П рШ д

АЩ1= 1 '=1 J , (6)
- предел допускаемой абсолютной погрешности измерения (в

соответствии с паспортом) для ПИП и соответственно ПрИП (при наличии 
ПрИП).

6.5.10.23 Определяют средние значения погрешностей ИК в j -й исследуемой 
точке по формуле (3) и, соответственно, относительную приведенную к диапазо
ну погрешность измерения по формуле (4).

6.5.10.24 Результаты калибровки заносятся в таблицу, форма которой приве
дена в Приложении Е.

6.5.10.25 ИК считается пригодной к применению по результатам калибровки, 
если:

- условия эксплуатации соответствуют рабочим условиям для всех элемен
тов, составляющих ИК;

- во всех точках диапазона измерений ИК значения погрешностей, рассчи
танные по формуле (4), удовлетворяют неравенству:

5 <*т д (7)

где ЗИКд - приведенная к величине диапазона измерения допустимая относитель
ная погрешность измерения (в процентах) для данного технологического пара
метра согласно проекта системы мониторинга или значений допустимой погреш
ности измерений для данного технологического параметра, приведенная в При
ложении В (колонка 21).

6.5.10.26 По результатам калибровки оформляют сертификат о калибровке 
ИК по форме, приведенной в приложении Ж.

6.6 Правила работы с персоналом
6.6.1 Общие правила работы с персоналом ГЭС, выполняющим работы по 

эксплуатации системы мониторинга, устанавливают в соответствии
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СТО70238424.27.140.015-2008 (раздел 5.3), правилами работы с персоналом в 
организациях электроэнергетики [3].

6.6.2Специальные требования к персоналу ГЭС, выполняющим работы по 
эксплуатации системы мониторинга, устанавливают в соответствии
СТО 70238424.27.140.009-2008 (раздел 5.2) с учетом примечания п. 6.1.6.

6.7 Правила безопасности работ

Требования к безопасности труда персонала ГЭС, выполняющего работы по 
эксплуатации системы мониторинга, устанавливают в соответствии
СТО70238424.27.140.015-2008 (раздел 11), правилами охраны труда (правила 
безопасности) при эксплуатации электроустановок [4], правилами по охране труда 
(правила безопасности) при эксплуатации и техническом обслуживании сооруже
ний и оборудования ГЭС в соответствии с СТО 70238424.27.140.012-2011, прави
лами пожарной безопасности в соответствии с «Техническим регламентом о тре
бованиях пожарной безопасности».

7 Оценка и подтверждение соответствия

7.1 Организации (см. п.1.4), принимающие участие в проектировании, по
ставке и эксплуатации системы мониторинга должны производить оценку и под
тверждение соответствия по СТО 17230282.27.010.002-2008.

7.2 Подтверждение соответствия имеет обязательный и добровольный ха
рактер.

7.3 Обязательному подтверждению соответствия подлежат элементы систе
мы мониторинга, включенные в перечень продукции, для которых предусмотрена 
обязательная сертификация [5].

7.4 Добровольное подтверждение соответствия осуществляют по инициати
ве гидрогенерирующей компании (эксплуатирующей организации) и других орга
низаций (см. п.1.6), участвующих в создании и эксплуатации системы мониторин
га.

7.5 Добровольному подтверждению соответствия системы мониторинга 
подлежат элементы системы управления и диагностики и иные объекты, необхо
димость подтверждения соответствия которых самостоятельно определяет гидро
генерирующая компания.

7.6 В настоящем разделе приведены общие требования к оценке и подтвер
ждению соответствия системы мониторинга ГЭС.
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Приложение А 
(рекомендуемое)

Основные требования к мониторингу в части применения 
результатов показаний в подсистеме автоматизированного 

технического диагностирования гидроагрегата
А.1 Требования данного приложения в части количества точек измерения 

основных параметров относятся к организации средств стационарного контроля 
для постоянного мониторинга и использования получаемой информации в подси
стемах автоматизированного технического диагностирования, а также в системах 
контроля.

А. 2 При проведении автоматизированного диагностирования технического 
состояния гидроагрегата используется информация, получаемая от измеритель
ных каналов входящих в состав технических средств мониторинга, а именно:

- электрических и гидравлических параметров определяющих режим работы 
гидроагрегата;

- положения регулирующих органов гидротурбины;
- температуры в опорных узлах;
- уровней масла и воды;
- давления;
- расхода;
- вибрации опорных конструкций гидроагрегата;
- биения (относительного виброперемещения) вала гидроагрегата у направ

ляющих подшипников;
- биения (относительного виброперемещения) в подпятнике;
- вибрации статора гидрогенератора;
- величины воздушного зазора между ротором и статором гидрогенератора;
- фазы вращения ротора.
Типовой объем измерительной информации для проведения диагностирова

ния неисправностей приведен в Приложении В, таблица В1, колонка 20.
А.З Минимальный объем измерений вибрации на вертикальном гидроагре

гате должен включать следующие параметры:
- горизонтальная вибрация корпуса направляющего подшипника гидротур

бины;
- горизонтальная вибрация корпуса направляющего подшипника гидрогене

ратора (верхней и нижней крестовин при размещении в них подшипников) в од
ном направлении по берегам или по бьефам;

- горизонтальная вибрация сердечника или корпуса статора гидрогенератора 
в одной точке измерения;

- вертикальная вибрация опоры подпятника (грузонесущей крестовины) в 
одной точке измерения;

- вертикальная вибрация крышки турбины в одной точке измерения.
Пр и ме ч ан и е  -  вертикальная вибрация должна измеряться возможно ближе к оси гидро

агрегата, горизонтальная вибрация должна измеряться в радиальном направлении в местах с 
наибольшим уровнем вибрации.

А. 4 Минимальный объем измерений биения вала и биения в подпятнике 
вертикального гидроагрегата должен включать следующие параметры:
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- биение вала у направляющих подшипников в одном направлении по бере
гам или по бьефам;

- биение в подпятнике в одной точке измерения.
П рим ечания:
1 Предпочтительным во всех случаях является измерение биения вала у направляющих 

подшипников в двух взаимно перпендикулярных направлениях.
2 В случае если гидроагрегат оборудован подпятником на жесткой опоре под биением в 

подпятнике понимается биение зеркальной поверхности диска подпятника, если же гидроагре
гат оборудован подпятником на гидравлической опоре под биением в подпятнике понимается 
биение верхнего торца упругой камеры, в этом случае контролируется также проседание упру
гих камер согласно требованиям СТО 70238424.27.140.001-2008, Приложение Ц.

А. 5 Величина воздушного зазора между ротором и статором гидрогенерато
ра должна измеряться по крайней мере в одной точке. Способы обработки изме
ренных значений, места и способы установки датчиков, количество точек измере
ния рекомендуется выбирать согласно требованиям СТО 70238424.27.140.001- 
2008, Приложение Ф.

А. 6 Состав измерительных каналов вибрации, биения вала и воздушного за
зора между ротором и статором гидрогенератора может быть расширен для удо
влетворения требованиям, предъявляемым к периодическому контролю, а именно 
для измерения:

- вибрации опорных конструкций и биения вала гидроагрегата, а также 
стальных конструкций статора гидрогенератора в соответствии с 
СТО 70238424.27.140.001-2008, Приложение И;

- величины воздушного зазора между ротором и статором гидрогенератора в 
соответствии с СТО 70238424.27.140.001-2008, Приложение Ф.
П р и м е ч а н и е  -  целесообразность наличия стационарных средств измерения этих параметров 
в объеме требований СТО 70238424.27.140.001-2008 относящихся к периодическому кон
тролю должна быть обоснована (например -  агрегат имеет пониженную надежность по сравне
нию с аналогичными агрегатами и для своевременного выявления возникающих неисправно
стей требуется организация мониторинга с применением стационарных средств измерения).

А. 7 Способы обработки измеренных значений вибрации и биения вала гид
роагрегата, места и способы установки датчиков, количество точек измерения ре
комендуется выбирать согласно требованиям СТО 70238424.27.140.001-2008, 
Приложение И.

А. 8 Параметры применяемой аппаратуры для измерения вибрации и биения, 
в том числе погрешности, должны соответствовать ГОСТ 26044.

А. 9 В тех случаях, когда это признано целесообразным, дополнительно ре
комендуется включать в состав мониторинга измерение величины зазора между 
камерой и лопастями рабочего колеса поворотно-лопастной турбины или в лаби
ринтных уплотнениях рабочего колеса радиально-осевой турбины, величины уль
тразвукового шума в проточной части, а также других параметров контроль кото
рых может содействовать реализации задач системы диагностирования.

П р и м е ч а н и е  -  целесообразность включения в состав мониторинга дополнительных 
каналов измерения должна быть подтверждена результатами обследования контролируемого 
оборудования, в ходе которого определяются характерные неисправности, их диагностические 
признаки, а также возможность выявления неисправностей различными методами измерений.
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Приложение Б 
(рекомендуемое)

Основные требования к системе мониторинга в части применения 
результатов показаний в подсистеме автоматизированного 
технического диагностирования силовых трансформаторов

Б.1 При проведении автоматизированного диагностирования технического 
состояния трансформатора используют информацию, получаемую от входящих в 
состав технических средств мониторинга измерительных каналов и датчиков, а 
именно:

- измерение концентрации газов растворенных в трансформаторном масле и 
контролирование влагосодержания в трансформаторном масле;

- измерение амплитуды и фазы тока утечки высоковольтных вводов;
- измерение температуры окружающей среды;
- определение старения изоляции;
- контроль состояния системы охлаждения и управления;
- измерение тока нагрузки приводного двигателя устройства регулирования 

напряжения трансформатора под нагрузкой (РПН);
- измерение тока нагрузки насосов и вентиляторов;
- измерение значения температуры трансформатора;
- измерение значения температуры РПН;
- контроль положения РПН;
- контроль состояния изоляции высоковольтных вводов.
Типовой объем измерительной информации для проведения диагностирова

ния неисправностей приведен в таблице В, колонка 20 (Приложение В).
Б.2 Система должна обеспечивать:
- сбор данных;
- формирование местных сигналов управления защитного оборудования для 

системы охлаждения;
- обнаружение на ранней стадии потенциально опасных тенденций и повре

ждений
- контроль выхода за пороговые значения и проверку состояния с формиро

ванием предупредительной и аварийной сигнализации;
- обнаружение и предупреждение о возникающих повреждениях по резуль

татам расчетов на модели;
- временное хранение данных и результатов анализа для периодического об

ращения удалённых пользователей;
- доступ к системе лишь полномочных пользователей;
- передачу данных и информации с использованием интерфейса стандарта 

Ethernet, а также при необходимости, последовательного интерфейса, модема, се
тей Modbus, LAN и WAN, системы контроля и сбора данных SCADA и сети Ин
тернет, а также качестве протоколов передачи информации должны использовать
ся международные стандартные протоколы, соответствующие рекомендациям 
МЭК (IEK).
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Б.З Система должна производить обработку информации со следующих 
датчиков и подсистем:

- интеллектуальных датчиков - измеряющих концентрацию газов раство
ренных в трансформаторном масле и осуществляющих контроль влагосодержания 
в трансформаторном масле;

- адаптеров подключения отводов высоковольтных вводов - измеряющих 
амплитуду и фазу тока утечки высоковольтных вводов;

- датчиков окружающего воздуха - непрерывно измеряющих температуру 
окружающей среды;

- трансформаторов тока двигателя РПН - измеряющих ток нагрузки привод
ного двигателя устройства регулирования напряжения трансформатора под 
нагрузкой (РПН);

- трансформаторов тока системы охлаждения измеряющих ток нагрузки 
насосов и вентиляторов. Алгоритм управления системы охлаждения использует 
эти данные для включения и выключения системы охлаждения по необходимо
сти;

- датчиков температуры - измеряющих значения температурных условий 
трансформатора;

- интеллектуального диагностического устройства, проводящего непрерыв
ный мониторинг сигналов от высоковольтных вводов;

- блока планирования текущих операций технического обслуживания для 
устройств РПН. Производящего непрерывный контроль эксплуатационных дан
ных, получаемых от различных типов датчиков, как, например, датчиков темпера
туры и тока.

Б.4 Информация полученная с датчиков используется для:
- определения тока нагрузки (должны определяться средние и максималь

ные значения, используемые для отображения и решения других задач);
- определения температуры в наиболее нагретой точке обмотки;
- определения старения изоляции (факторы, ускоряющие старение изоляции, 

должны включать температуру точечного нагрева обмоток, влажность бумажной 
изоляции, кислородосодержание масла. Старение должно рассчитываться на ос
нове рекомендаций МЭК. Подсистема мониторинга должна предоставлять коэф
фициент ускорения старения, скорость старения за сутки и интегральное старение 
для воспроизведения графиков тенденций изменения -трендов);

- анализа влагосодержания (должны рассчитываться несколько важных па
раметров (показателей), включая количество воды в масле, влажность изоляцион
ной бумаги и твердой изоляции, температуру конденсации воды, температуры 
конденсации влаги, температуру кипения и коэффициент безопасности по темпе
ратуре кипения);

- определения эффективности системы охлаждения (теоретическая темпера
тура масла вверху бака (на базе ретроспективы нагрузок и температуры окружа
ющего воздуха) должна рассчитываться и сравниваться с реальным измеренным 
значением. Если разница превышает заданное оператором значение, должно фор
мируется предупреждение или аварийная сигнализация);

- определения состояния системы охлаждения и управления (должны кон
тролироваться второй и третий каскад охлаждения трансформатора. Подсистема 
диагностики должна вырабатывать сигнал включения соответствующих вентиля-
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торов, когда любой из контролируемых параметров (ток, температура нагрева об
мотки в наиболее горячей точке или масла вверху бака) достигает задаваемых 
пользователем граничных (пороговых) значений, а для избегания коротких цик
лов работы должна обеспечиваться задержка включения на задаваемый интервал 
времени);

- определения температуры РПН (Температура масла в секции переключа
теля ответвлений сравнивается со значением температуры масла в верхней части 
основного бака. Если превышается установленное значение разности, формирует
ся аварийная сигнализация или команда на отключение трансформатора);

- контроля положения РПН (должна предоставляться информации относи
тельно реального положения РПН, числа переключений, числа переключений 
между соседними установками и общего числа операций по изменению положе
ния РПН);

- контроля состояния изоляции высоковольтных вводов.
Б.5 Система должна непрерывно контролировать сигналы от высоковольт

ных вводов трансформатора и в результате расчета фиксировать изменение пара
метров изоляции (tg 5 и емкости).
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Приложение В 
(рекомендуемое)

Параметры системы мониторинга основного оборудования ГЭС

№ пп

а б л и ц а  В.1

Контролируемый тех
нологический параметр 

или его состояние
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1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22
Г идротурбина

Расход воды через тур
бину + ж * ж ж 6,0 % По перепаду 

давления в спи
ральной камере

+ ж * ж ж 4,0 % По измерению 
расхода в тру

бопроводе

ж * ж ж 2,0 %
Вычисление по 
эксплуатацион
ным характери

стикам
Давление в спиральной 

камере
+ * * * * + 1,5 %
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1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 и 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22
Давление-разряжение 
под рабочим колесом

+ * * * * + 1,5 %

Давление в камере ра
бочего колеса(под 
крышкой турбины)

+ * + * * + 1,0%

Уровень верхнего бье
фа

+ * + + * * + 0.25 %

Уровень нижнего бье
фа

+ * + + * * + 0.25 %

Напор + * + + * * + + * 1.0%
Потери напора на со- 
роудерживающих ре

шетках
+ т * т + + т * т * + + 1.0%

Частота вращения (ре
ле оборотов)

+ * * + * * + * 1.0%

Величина открытия 
направляющего аппа

рата
+ н * н * + н * н * + + + * 0.5 %

Величина разворота 
лопастей рабочего ко

леса
+ * * + * * + + + * 0.5 %

Положение турбинного 
затвора

+ н * н * + н * Н * + + + 1.0%

Уровень воды на 
крышке турбины

+ * * * + + * 1.0%

Вибрация крышки тур
бины (вертикальная)

+ т * т т * т * + * 10,0 %

Концевые выключате
ли срезных элементов 
направляющего аппа

рата гидротурбины

+ * * * * + + * -
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1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22
Режим синхронного компенсатора

Давление воздуха в ма
гистрали отжатия ре

жима синхронного 
компенсатора

+ 1 ж 1 * 1 ж tl * + + 1.0%

Расход воды на водо
кольцевой компрессор

+ 1 ж 1 * + + 2.5 %

Подшипник турбины (водяная смазка)
Расход воды + 1 ж 1 1 ж 1 * + + ж 2,5 %

Давление воды перед 
подшипником

+ 1 ж 1 1 ж tl * + + + ж 1.0%

Подшипник турбины (масляная смазка, с циркуляцией)
Расход масла на смазку + 1 * 1 1 * 1 * + + ж 1.0%

Уровень масла + * 1 1 * * * + + ж 1.0%
Температура сегментов 

подшипника
+ t * t t * * * + + * 2°С

Через один сег
мент

Температура масла
+ t ж t t ж ж ж + + * 2°С

В двух точках 
(горячее и хо

лодное)
Подшипник турбины (масляная смазка, с маслованной)

Расход воды через мас
лоохладители

+ 1 ж 1 1 + + + + + 1.0%

Давление воды перед 
маслоохладителями

+ * 1 1 + + + + + 1.0%

Уровень масла в мас- 
лованне

+ It * It It + + + + + ж 1.0%

Температура сегментов 
подшипника

+ t * t t + + + + + ж 1.0% Через один сег
мент

Температура масла
+ t * t t + + + + + + ж 2°С

В двух точках 
(горячее и хо

лодное)
Подшипник турбины (все типы)

Биение вала у турбин
ного подшипника

+ т * t t * t ж + ж 10,0 %
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1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22
Вибрация корпуса тур
бинного подшипника

+ т * t * t * t * + * 10,0 %

Возможна заме
на этого пара

метра на вибра
цию крышки 

турбины вблизи 
расположения 
подшипника

Высокая температура 
сегментов

+ t * t t + + + + + * -

Аварийно высокая 
температура сегментов

+ t * t t + + + + + * -

Лекажный бак
Уровень масла 

в лекажном баке
+ It * It It + + + + + + * 1.0%

Маслонапо]рная установка
Давление в масловоз

душном котле
+ It * It It + + + + + + 1.0%

Уровень масла в мас
ловоздушном котле

+ It * It It + + + + + + * 1.0%

Уровень масла в слив
ном баке

+ It * It It + + + + + + * 1.0%

Давление воздуха в ма
гистрали высокого 

давления питания кот
ла

+ 1 * 1 1 + + + + + 1.0%

Температура масла в 
сливном баке

+ It * It It + + + + + 2 °C

Время работы насоса 
МНУ * * * -

Допустимая абс. 
погрешность 1 

сек
Время стоянки насоса 

МНУ * * * -
Допустимая абс. 
погрешность 1 

сек
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1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22
Аварийно низкое дав
ление в системе регу

лирования
+ 4 4с 4 4 + + + + + * -

Аварийно низкий уро
вень масла в котле 

МНУ
+ 4 4с 4 4 + + + + + * -

Техническое водоснабжение
Расход воды + 4 4с 4 4 + + + + + 1.0%

Давление воды в маги
страли

+ 4 4с 4 4 + + + + + + 1.0%

Потери давления на 
фильтре

+ 4 4с 4 4 + + + + + + 1.0%

Температура охлажда
ющей воды

+ 4 4с 4 4 + + + + + * 1.0%

Регулятор
Давление в системе ре

гулирования
+ 44 4с 44 44 + + + + + 1.0%

Положение золотника 
аварийного закрытия

+ 44 4с 44 44 + + + + 1.0%

Положение золотника 
фиксатора

+ 44 4с 44 44 + + + + 1.0%

Положение главного 
золотника направляю

щего аппарата
+ Т4 4с Т4 4с + Т4 * Т4 * + + + 0.5 %

Положение главного 
золотника разворота 

лопастей рабочего ко
леса

+ Т4 4с Т4 4с + Т4 * Т4 * + + + 0.5%

Давление в полости 
открытия сервомотора 
направляющего аппа

рата

+ 4с * + 1.0%
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1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22
Давление в полости 

закрытия сервомотора 
направляющего аппа

рата

+ * * + 1.0%

Давление в полости 
открытия сервомотора 
разворота лопастей ра

бочего колеса

+ * * + 1.0%

Давление в полости 
закрытия сервомотора 
разворота лопастей ра

бочего колеса

+ * * + 1.0%

Разгон >115% + t * t t + + + + + * -
Разгон >140% + t * t t + + + + + * -
Разгон >150% + t * t t + + + + + * -

Обрыв троса обратной 
связи

+ t * t t + + + + + * -

Система осушения проточного тракта
Уровень воды в слив

ной галерее
+ t l * t l * tl * t l * + + 1.0%

Гидрогенератор (механическая часть)
Вибрация сердечника 
статора (горизонталь

ная) + т * t * t * t * + * 10,0 %

Возможна заме
на этого пара

метра на вибра
цию корпуса 

статора
Величина возду-шного 
зазора между ротором 
и статором гидрогене

ратора

* 1 * 1 * * 2.0

Для гидроагре
гатов, оснащен

ных ПТК

Отметчик фазы ротора
* * * 2.0

Определение 
расчетным пу

тем
Подшипник генератора

Уровень масла в ванне + It * It It + + + + + * 1.0%
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1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22
Температура сегментов

+ t * t t + + + + + * 2 °C Через один сег
мент

Температура масла
+ t * t t + + + + + * 2 °C

В двух точках 
(горячее и хо

лодное)
Расход охлаждающей 

воды
+ * 1 1 + + + + + 1.0%

Давление охлаждаю
щей воды

+ I t * I t I t + + + + + 1.0%

Высокая температура 
сегментов

+ t * t t + + + + + * -

Аварийно высокая 
температура сегментов

+ t * t t + + + + + * -

Биение вала у генера
торного подшипника

+ t
* t * t * * + * 10,0%

Вибрация корпуса ге
нераторного подшип

ника (го р и зо н та л ьн а я )

+ t * t * t * * + * 10,0%

Возможна заме
на этого пара

метра на вибра
цию централь
ной части кре
стовины, где 
расположен 
подшипник

П о д п я т н и к  ге н е р а то р а

Уровень масла в ванне + I t * I t I t + + + + + * 1.0
Температура сегментов

+ t * t t + + + + + * 2 °C В каждом сег
менте

Температура масла
+ t * t t + + + + + * 2 °C

В двух точках 
(горячее и хо

лодное)
Расход охлаждающей 

воды
+ 1 * 1 1 + + + + + 1.0%

Давление охлаждаю
щей воды

+ I t * I t I t + + + + + 1.0%
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1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22
Биение зеркальной по

верхности диска + Т * т * т * * + * 10,0%
Для подпятни
ков на жесткой 

опоре
Биение упругой каме

ры подпятника * * * * 10,0%
Для подпятни
ков на гидрав

лической опоре
Высокая температура 

сегментов
+ т * т т + + + + + * -

Аварийно высокая 
температура сегментов

+ т * т т + + + + + * -

Проседание упругой 
камеры * т * т * * 10,0%

Для подпятни
ков на гидрав

лической опоре
Вибрация опоры под
пятника (вертикаль

ная)

+ т * т * т * * + * 10,0%

Возможна заме
на этого пара

метра на вибра
цию грузонесу- 
щей крестови
ны, где распо
ложен подпят

ник
Система торможения

Давление питания + 1 * 1 1 + + + + + 1.0%
Давление в системе 

торможения
+ т * т т + + + + + 1.0%

Время от момента за
крытия направляющего 

аппарата до начала 
включения торможения

* * *
Допустимая аб
солютная. по

грешность 
1 сек

Концевые выключате
ли тормозных колодок

+ * * * * + + * -

Г идрогенератор
Активная мощность + + * * * * * 0,5%

Реактивная мощность + + * * * * 0,5%
Ток статора, фаза А + т + * т * * т * 0,5%

27



1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22
Ток статора, фаза В + * т * * т * 0,5%
Ток статора, фаза С + * т * т * 0,5%

Напряжение статора, 
междуфазное АВ

+ * U * * * 0,5%

Напряжение статора, 
междуфазное ВС

* и * * * 0,5%

Напряжение статора, 
междуфазное СА

* U * * * 0,5%

Напряжение 3Uo нуле
вой последовательно

сти

* т * * * 0,5%

Ток обратной последо
вательности, 1г

т * т * т * 0,5%

Ток ротора + т + * т * т * * 0,5%
Напряжение на обмот

ке ротора
+ * 0,5%

Сигнал частотного 
корректора

+ + * * * 0,02%
(0,2%)

0,02%- ПТК; 
0,2%-локальная 

автоматика
Частота напряжения 

генератора
+ + * и * * и * 0,02%

(0,2%)
0,02%- ПТК; 

0,2%-локальная 
автоматика

Пробой разрядника на 
роторе

+ * * * * -

Активная энергия ге
нератора

+ + * * * * 0,5%

Неисправность на гид
рогенераторе

+ * * + * * -

Тепломеханические параметры гид рогенератора
Температура вклады
шей подшипников ге

нератора

т + * т * * * 2°С

Температура обмоток 
статора гидрогенерато

ра

т + * т * * * 2°С
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1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22
Температура активной 
стали гидрогенератора

т + * т * * * 2°С

Температура обмотки 
ротора

т + * т * * * 2°С

Температура охлажда
ющего воздуха в гид

рогенераторе

и + * и * * и * 2°С

Температура охлажда
ющей воды воздухо

охладителя

U + * U * * U * 2°С

Температура охлажда
ющей воды теплоб- 

менника

и + * и * * и * 2°С

Температура охлажда
ющей воды активной 

части г. г.

U + * U * * U * 2°С

Температура охлажда
ющей воды обмоток 

г.г.

и + * и * * и * 2°С

Расход дистиллята в 
гидрогенераторах с 
непосредственным 

охлаждением обмотки 
статора

1 + * 1 * * 1 * 2.0%

Прекращение циркуля
ции воды в маслоохла
дителях подпятника и 
подшипников гидроге

нератора

1 + * 1 * * 1 *

Расход дистиллята у 
гидрогенераторов с во

дяным охлаждением

U + * U * * U * 2.0%

Температура в машин
ном зале

+ * * * * 2°С

Величину продувки 1 + * 1 * * 1 * 2.0%
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1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22
(потерь) дистиллята в 
контуре охлаждения

Объём охлаждающего 
дистиллята в системе 
охлаждения обмоток 

статора гидрогенерато
ров с водяным охла

ждением

+ * * * * 2.0%

Удельное сопротивле
ние дистиллята в об

мотках гидрогенерато
ра

1 + * 1 * * 1 * 2.0%

Параметры обмоток возбуждения гидрогенераторов
Ток возбуждения основ

ного возбудителя
+ * * * 0.5%

Ток возбуждения воз
будителя (вспомога
тельный генератор)

+ * * * 0.5%

Температура транс
форматора возбужде

ния

+ т * т * 2.0%

Напряжение основного 
возбудителя

+ * * * 0,2%

Напряжение резервно
го возбудителя

+ * * * 0,2%

Ток статора электро
двигателя резервного 

возбудителя

+ * т * + * т * 0,2%

Напряжение возбужде
ния возбудителя 

(вспомогательного ге
нератора)

+ * * * 0,2%

Работа в режиме огра
ничения минимального 

возбуждения

+ * * *
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1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22
Работа в режиме огра
ничения перегрузки по 

току ротора

+ * * *

Режим с cos ср= 1 при 
неисправностях в пре

образователях

+ * * *

Работа возбуждения 
без АРВ

+ * * * -

Работа возбуждения 
без одной из групп 

вентилей или одного 
преобразователя

+ * * *

Работа возбудителя 
при перегорании одно

го предохранителя в 
плече преобразователя

+ * * *

Работа возбудителя 
при перегорании двух 
(и более) предохрани
телей в плече преобра

зователя

+ * * *

Режим отсутствия пи
тания цепей управле

ния (отключение авто
матов, исчезновение 

напряжения)

+ * * *

Неисправность цепей 
трансформаторов 

напряжения системы 
возбуждения

+ * * *

Режим неуспешного 
начального пуска в си
стемах самовозбужде

ния

+ * * *

Повышение напряже- т т * * -
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1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22
ния на статоре вспомо
гательного генератора
Неисправность систе

мы возбуждения
+ * * * -

Тепломеханические парамет|ры системы возбуждения
Температура меди и 

стали статора возбуди
теля генератора

t + * т * * 2°С

Трансформаторы
Силовые двухобмоточные трансформаторы и с числом обмоток более двух, работающие в блоке с гидрогенераторами
Ток, (одной фазы) 
(сторона высшего 

напряжения)

+ * * + * * 0,5%

Токи на стороне линии 
(блока трансформатор- 
линия), фазы А (В, С)

+ * * + ж ж 0,5%

Прекращение принуди
тельной циркуляции 

масла

+ + * * + ж *

Прекращение принуди
тельной циркуляции 
охлаждающей воды

+ + * ж + * ж

Включение резервного 
источника питания

+ + * ж + * * "

Включение резервного 
охладителя

+ + * * + * *

Температура верхних 
слоев масла в баке 
трансформатора

+ * т * + * т ж 2°С

Силовые трансфо|зматоры (автотрансформаторы)
Активная мощность на 

стороне среднего 
напряжения

+ * * + * ж * 0,5%

Реактивная мощность 
на стороне среднего

* * + * ж * 0,5%
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1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22
напряжения

Ток одной (одноимен
ной) фазы на сторонах 

всех напряжений

+ * т * * 0,5%

Ток общей части об
мотки автотрансфор
матора блока генера
тор-трансформатор. 

Силовые трансформа
торы (автотрансформа
торы) связи шин гене
раторного напряжения 

с энергосистемой

+ * т * * 0,5%

Токи на стороне линии 
(блока трансформатор- 
линия), фазы А (В, С)

+ * т * * 0,5%

Температура верхних 
слоев масла в баке 

трансформатора (авто
трансформатора)

+ * т * * 2°С

Прекращение принуди
тельной циркуляции 

масла

+ + * * *

Прекращение принуди
тельной циркуляции 
охлаждающей воды

+ + * * *

Включение резервного 
источника питания

+ + * * * -

Включение резервного 
охладителя

+ + * * * -

Трансформаторы собственных нужд
Активная мощность на 

стороне питания
+ * * + * * * 0,5%

Токи в обмотке генера
торного напряжения,

+ * т * + * т * * 0,5%

33



1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22
фазы А (В, С)

Ток в одной (одно
именной) фазе каждой 
из расщепленных об

моток подключенных к 
секциям собственных 
нужд (при наличии на 
стороне потребления 

разделения на секции)

+ 4с 4 4с + 4с 4 4с 4с 0,5%

Прекращение принуди
тельной циркуляции 

масла

+ + 4с 4с + 4с 4с 4с

Прекращение принуди
тельной циркуляции 
охлаждающей воды

+ + 4с 4с + 4с 4с 4с

Включение резервного 
источника питания

+ + 4с 4с + 4с 4с 4с -

Включение резервного 
охладителя

+ + 4с 4с + 4с 4с 4с -

Температура верхних 
слоев масла в баке 
трансформатора

+ 4с 4 4с + 4с 4 4с 4с 2°С

___________________________Т]рана юрматоры (автотрансформаторы) с регулированием под нагрузкой (РПН)
Поддержание напря
жения на стороне по
требления в установ

ленных пределах

+ 4с 44 4с 4с 44 4с 4с

Число срабатываний 
РПН

4с 4с 4с -

Неисправность цепей 
управления РПН

+ 4с + 4с 4с 4с -

Работа РПН заблоки
рована (при недопу

стимых температурных 
режимах масла контак-

+ 4с 4с + 4с 4с 4с
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1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22
тора и недопустимых 

перегрузках)
Положение переключа

теля ответвлений 
устройства РПН

+ * * + * * *

Температура верхних 
слоев масла

+ * т * + * * * 2°С

Прекращение принуди
тельной циркуляции 

масла

+ * * + * * *

Прекращение принуди
тельной циркуляции 

масла

+ + * * + * * *

Прекращение принуди
тельной циркуляции 
охлаждающей воды

+ + * * + * * *

Отключение вентиля
торов обдува для си

стемы охлаждения "Д"

+ * * + * * *

Включение резервного 
источника питания

+ + * * + * * * -

Включение резервного 
охладителя

+ + * * + * * * -

Прекращение работы 
системы охлаждения

"ДЦ"

+ * * + * * *

Включение резервного 
охладителя системы

"ДЦ"

+ * * + * * *

Включение резервного 
источника питания си

стемы охлаждения
"ДЦ"

+ * * + * * *

Неисправность систе
мы охлаждения "Ц"

+ * * + * * * -
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1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22
Включение резервного 
источника питания си
стемы охлаждения "Ц"

+ ж * + * * ж

Прекращение работы 
всех рабочих электро
насосов системы охла

ждения "Ц"

+ ж * + * * ж

Срабатывание газовой 
защиты

+ ж * + * * ж -

"Работа КИВ" для 
трансформаторов (ав
тотрансформаторов), 

реакторов напряжени
ем 500, 750кВ

+ ж * + * * ж

Длительность пере
ключения РПН.

т * т * ж 1,0%

Управление РПНа "ав
томат."

* * ж * * ж -

П рим ечания:
1 В таблице В.1 представлены:
объем измерений технологических параметров; 
способ представления измерительной информации:
применение измерительной информации в подсистемах технологической автоматики, технологических защит, автоматизированного техниче
ского диагностирования; допустимая погрешность измерений технологических параметров.
2 Управление и контроль основного оборудования ГЭС производится с центрального пульта управления (ЦПУ) или агрегатного пульта управ
ления (АЩУ) группами агрегатов.
3 На ГЭС, оснащенных АСУТП с использованием ПТК, должна быть предусмотрена передача информации с АЩУ (при их наличии) на ЦПУ 
на автоматизированное рабочее место начальника смены электростанции (АРМ НСЭ).
4 Не требуют дублирования при помощи средств локальной автоматики контролируемые ПТК параметры.
5 Для систем мониторинга, построенных на средствах локальной автоматики предусматривают:
Режим измерений: постоянный на одноканальном измерительном приборе; вызывной с помощью ручного переключателя;

Визуальные наблюдения;
Наличие сигнализации по повышению/понижению измеренного параметра или наличия требующего сигнализации события; 
Наличиерегистрации измеренных параметров.
6 Для систем мониторинга, построенных на ПТК (в части применяемых в системе мониторинга функций ПТК) предусматривают:

36



3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21
Отображение измеренных параметров на видеограммах;
Сигнализации по повышению/понижению или требующего сигнализации события;
Наличие архивир ования.
7 Контролируемые параметры, объекты, события рассматривают с привязкой к технологическому оборудованию в разделах соответствующих 
технологических подсистем.
8 Вертикальные графы (колонки) таблицы указывают признак, горизонтальных графы (строки) указывают наличие признаков для определенно
го параметра, а именно:
колонка 2 - наименование контролируемого технологического параметра или его состояния; 
колонки 3-17 - место и вид представления измеренной информации;
колонки 18-20 - применение измеренной информации в подсистемах технологических защит, технологической автоматики, диагностирования; 
колонка 21 -допустимая относительная погрешность измерения, приведенная к величине диапазона измерения (<5, % ) или абсолютная погреш

ность измерения (А, единица измерения) для нормальных условий поверки по ГОСТ 8.395 (температура 20 °С, атмосферное давление 101,3 
кПа, относительная влажность 60%). Для дискретных величин, определяющих состояние технологического параметра, стоит прочерк « - ».
9 В ячейках таблицы, образуемых пересечением горизонтальной строки (измеряемый параметр) и вертикальных колонок (признаки параметра), 
отмечают:
индексом «+» функции, выполняемые с помощью средств локальной автоматики; 
индексом «*» функции, выполняемые с помощью ПТК;
10 Наличие индексов «*» и «+» только в ячейках, относящихся или к ПТК или к средствам локальной автоматики, означает выполнение той 
или иной функции соответствующим видом технических средств.
11 Наличие индексов «*» и «+» одновременно в одной горизонтальной строке означает, что отмеченные функции для конкретного измеренного 
параметра выполняются в системах мониторинга как построенных на средствах локальной автоматики, так и с применением ПТК;
12 В системах мониторинга, построенных с одновременным применением средств локальной автоматики и ПТК, приоритет имеет индекс «*», 
т е. средства локальной автоматики не применяются (дублирование отдельных измерений в исключительных случаях средствами локальной 
автоматики отмечается в графе «Примечание»),
13 Для средств локальной автоматики отметка ячеек одной строки таблицы знаком «+» означает 
Функция «Постоянно» (колонки 3, 10, 14) -  измерение с помощью одноканального прибора;
Функция «Регистрация» (колонки 6,13) -измерение и регистрация с помощью многоканального регистрирующего прибора;
Функция «Постоянно» и «Регистрация» (колонки З и б , 1 0 и 1 3 ) -  измерение и регистрация с помощью одноканального прибора;
Функция «По требованию» (колонки 4, 11) - вызывной контроль точек измерения с помощью ручного переключателя на измерительный при
бор (регистрация в этом случае не предусматривается);
Функция «Сигнализация» (колонки 5,8,12,15) может быть реализована одновременно с любым видом измерения и регистрации. Индексы «Т» и 

«Ф» обозначают срабатывание сигнализации при достижении параметром верхней и нижней уставок соответственно.
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Приложение Г 
(Рекомендуемое)

Структурная схема калибровки измерительных каналов

Рисунок Г. 1 - Структурная схема для калибровки ИК комплектным методом для
ПТК

Рисунок Г.2 - Структурная схема калибровки ИК комплектным методом для ин
дивидуального измерительного прибора

Рисунок Г.З - Структурная схема калибровки ИК поэлементным методом для
ПТК

Рисунок Г.4. Структурная схема калибровки ИК поэлементным методом для ин
дивидуального измерительного прибора

Примечания:
1 Промежуточный измерительный преобразователь ПрИП может отсутствовать;
2 Переключатель режимов калибровки ПРК следует применять только в режиме калиб

ровки для подключения эталонного средства калибровки Э. Условно положение ПРК представ
лено в виде: 1 - рабочее состояние ИК; 2 -  калибровка ИК.
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Приложение Д 
(рекомендуемое)

Форма протокола
калибровки измерительных каналов комплектным методом

(группа однотипных ИК)

Применяемые эталоны и вспомогательные СИ
(тип, класс точности)
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Приложение Е 
(рекомендуемое)

Форма протокола
калибровки измерительных каналов поэлементным методом

(группа однотипных ИК)

Применяемые эталоны и вспомогательные С И _____________________________
(тип, класс точности, диапазон измерения)

Элементы ИК
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Приложение Ж 
(справочное)

Форма сертификата о калибровке ПК

Сертификат о калибровке ИК

наименование метрологической службы энергопредприятия

тип ИК, предприятие, эксплуатирующее ИК

наименование ИКС (группы однотипных ИК)

Действительные значения метрологических характеристик ИК

Условия проведения калибровки

Заключение о годности ИК

Протокол № _____ от_________20__г.

должность руководителя (подпись) (инициалы, фамилия)
метрологической службы

должность специалиста, (подпись) (инициалы, фамилия)
проводившего калибровку
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