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机械部分

水轮机（含圆筒阀）

某站 12F 机组转轮室裂纹处理

一、缺陷现象

2015年11月6日，运行人员巡回时发现某站12F 机组运

行中有异音，当时机组带150MW负荷运行（非振动区），检

查机组各部振摆未发现超标现象。总厂及检修公司技术人员

到尾水管倾听涡带声并对振摆数据进行分析发现：①尾水人

孔门处能听到涡带撞击声，该声响在130～150MW 负荷时最

明显，其它负荷区域涡带撞击声相对较小；②水轮机顶盖振

动存在较为明显的5 倍转频分量（叶片数量为5片），其它

倍频分量值相对较小。考虑到某站12F 机组在2013、2014年

都曾出现过转轮室钢衬裂纹的现象，初步怀疑转轮室有再次

裂纹的可能。因当时某站11F 机组还在检修，进入枯水期后，

省公司原则上不同意某站两台机组同时检修（增容改造除

外），故加强了12F机组运行监视，定期检查机组振摆运行

情况、倾听尾水管涡带撞击声是否明显变化。
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12F 机组顶盖振动瀑布图

12F 机组顶盖振动阶次比图

11月18日，11F机组检修结束恢复备用后，总厂立即安

排对12F机组转轮室进行检查，转轮室共发现三条肉眼可见

的裂纹，裂纹位于转轮室进人门左侧，肉眼可见裂纹长度分

别为150mm、700mm、350mm，经探伤检查，实际裂纹长度为

400mm、700mm、550mm，并在该区域内新发现250mm、150mm 裂
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纹各1条。打开转轮室人孔门检查发现，人孔门与混凝土结

合部位有间隙。此次裂纹的钢板背部一半浇筑了混凝土，另

外一半与转轮室人孔门筋板相连，出现裂纹的钢衬与人孔门

的相对位置详见下图。

转轮室钢衬裂纹情况

裂纹焊缝 1 裂纹焊缝 2

该处相邻区域于 2013 年出现过三块钢板呈“品”字形

撕裂的情况，2014 年在 “品”字形钢板相邻位置也出现了

钢板裂纹现象，此次钢板裂纹现象也与“品”字形裂纹相邻。
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2013 年钢衬撕裂情况 2014 年钢衬裂纹情况

三次钢衬裂纹位置示意图（因照片拍摄角度，尺寸有所失真）

二、原因分析

2015年11 月19日、24日，总厂多次组织专家分析会进

行讨论分析，认为转轮室钢衬出现裂纹的主要原因有以下几

点：

1.转轮室钢衬与混凝土之间存在脱空缺陷，在转轮室压

力脉动的作用下，钢衬长期受交变应力的作用最终导致了钢

衬疲劳裂纹。
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2.机组增容改造后额定流量及流速增加，对加剧转轮室

钢衬裂纹产生有一定影响。

3.转轮室钢衬材质为1Cr18Ni9Ti（奥氏体不锈钢）、筋

板材质为A3 钢，筋板和转轮室属于异种钢焊接，产生电化

学反应也是导致裂纹产生的原因之一。

三、解决方案及过程

1.第一阶段处理方案

（1）对12F 机组转轮室裂纹钢衬进行复位、补焊，在

人孔门背后增加筋板。

（2）对12F 机组 2013 年出现的品字形撕裂钢衬的四

周进行灌浆，灌浆先从人孔门后方四周混凝土进行灌浆，再

从转轮室钢衬正面进行灌浆。

2.第二阶段处理方案

（1）将11F-14F 机组转轮室人孔门封焊，对存在脱空

现象的钢衬进行灌浆，并加装与钢衬相同材质的插筋。

（2）在12F 机组转轮室钢衬背后增加插筋可提高钢衬

强度，插筋材质应与钢衬材质相同，待具备条件时实施。

（3）请有资质的单位对转轮室人孔门永久封堵的方案

进行设计。

（4）请有资质的单位对转轮室钢衬进行脱空检查。

3.处理情况

2015-2016年度检修期，12F 机组已按照第一阶段处理方
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案对转轮室钢衬裂纹进行处理。一是对12F 机组出现裂纹的

钢衬进行复位、补焊，并在人孔门背后增加筋板；二是对12F

机组 2013年出现“品”字形撕裂钢衬的四周进行灌浆，灌

浆先从人孔门后方四周混凝土进行灌浆，再从转轮室钢衬正

面进行灌浆。2016-2017年度检修期，12F 机组阶段处理方案

进行了处理。

13F 机组已按第二阶段处理方案对转轮室进行了处理。

一是邀请成勘院对转轮室检查人孔门封堵进行设计，并根据

设计方案进行了封堵。二是邀请国电电科院成都分院对转轮

室进行了脱空检查，并根据检查结果进行了补强灌浆。

其余机组随大修逐年安排实施第二阶段处理方案。

四、评价效果

结合 12F、13F 机组大修对转轮室进行脱空度检测，根

据检测结果，对空腔部位进行了补强灌浆，并对机组转轮室

检查人孔门封堵后，机组转轮室未再次出现裂纹，资料效果

较好，后续将结合 11F、14F 机组大修安排实施转轮室检查

人孔门封堵及转轮室脱空检查工作。
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某站机组导叶中轴座漏水治理

一、缺陷现象

2015年汛期，某站5F机组1#导叶中轴座压板连接螺栓断

裂2颗，密封上爬、压板上翘（导叶中轴座共有2块压板，每

块压板上有3颗M14的连接螺栓，断裂螺栓位于+Y方向、活动

导叶外侧）。停机后对5F机组导叶中轴座连接螺栓进行了检

查，发现10#、12#导叶中轴座分别有1颗螺栓断裂（断裂螺

栓也位于活动导叶外侧）。进一步排查发现某站1F机组9#、

2F机组20#中轴套密封压板螺栓断裂，导致密封严重上爬，

压板脱落。某站7F机组有2颗中轴座卡环螺栓发生断裂。

断裂的压板螺栓

二、原因分析

造成某站机组导叶中轴座漏水的原因主要有三个：一是

某站机组增容改造后引用流量增加，造成来自蜗壳的高速水

流入射角与固定导叶开口角度不完全匹配，从而引起固定导
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叶周围产生持续的低频振动,该振动长期作用在导叶中轴座

附近，导致卡环连接螺栓及密封压盖连接螺栓发生松动，进

而导致螺栓断裂。二是某站5F机组顶盖加高处理时大量焊接

导致顶盖产生变形，顶盖圆度与底环圆度发生偏离，部分活

动导叶中轴颈与中轴座不同心。三是某站1-7F机组导叶中轴

座压板连接螺栓设计值偏小（设计值为M12），且受安装条

件影响该螺栓最大只能扩大到M14。四是7F机组顶盖装配图

上标注的中轴座卡环连接螺栓大小为M24，实际上7F机组中

轴座卡环连接螺栓为变径螺栓，上面为M24，下面与顶盖连

接的一端为M16，螺栓强度不够。

改造前中轴座结构示意图

三、解决方案及过程

1.导叶中轴座密封压盖连接螺栓断裂处理方案如下：

（1）在中轴座压板上再增加压板，一端通过螺栓固定

在顶盖上，顶盖上焊接双头螺栓，通过螺母将压板顶盖固定，
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固定螺栓选用 M24，并安装弹簧垫防止螺栓松动；另一端通

过顶丝压在中轴座压板上，并可通过顶丝调整压紧量。

（2）检修期将 1～7F 机组中轴座压板螺栓进行全面排

查，逐年将中轴座压板螺栓更换成能够承受长期低频振动、

强度等级为 12.9 级的高强度螺栓。

导叶中轴座新加压板效果图

2.导叶中轴座卡环连接螺栓断裂处理方案如下：

（1）检修期将 1-7F 机组导叶中轴座卡环及密封压板螺

栓全部更换为 12.9 级高强度螺栓，并在螺栓与卡环之间加

装弹簧垫或背帽防止螺栓松动。今后随机组大修安排卡环和

密封压板连接螺栓更换，这样能够大大降低导叶中轴座卡环

连接螺栓断裂的几率。

（2）机组大修时安排导叶中轴座卡环连接螺栓孔扩孔，

将现有的 M16螺栓孔扩大至 M24。在机组大修前先按照每年

机组检修时更换中轴座卡环连接螺栓的方式进行处理。
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3.顶盖组合缝处中轴座螺栓断裂处理方案如下：

定制特殊尺寸的中轴座压板，使之适用于机组顶盖组合

缝处狭小空间。

顶盖组合缝处导叶中轴座异性压板效果图

按照上述处理方案，2014～2015年度检修期在1～7F 机

组导叶中轴座增加了压板（顶盖组合缝处中轴座因安装位置

限制未安装），更换了高强度螺栓，进行了防松动处理。

2015～2016年度检修期对压板改进，补充完善了顶盖组合缝

位置的导叶中轴座压板。2016-2017年度检修期，结合7F 机

组大修，对机组导叶中轴座卡环连接螺栓孔进行了扩孔，将

现有的 M16螺栓孔扩大至 M24，并对卡环螺栓进行了更换。

四、效果评估

某站 1～7F 机组经过 3 个检修期的治理和完善，中轴座

漏水的问题得到有效治理，处理效果较好。
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某站上厂机组压力钢管伸缩节漏水处理

一、缺陷现象

目前，某站上厂机组压力钢管伸缩节存在不同程度的漏

水，1F 机组压力钢管Ø8m 伸缩节的渗漏量的变化范围约为

0.3～0.5L/s，Ø6.8m 伸缩节的渗漏量的变化范围约为 0～

0.1L/s。3F 机组压力钢管Ø8m 伸缩节的渗漏量的变化范围约

为 0.1～0.3L/s，Ø6.8m 伸缩节无渗漏。4F 机组压力钢管Ø8m

伸缩节无渗漏，Ø6.8m 伸缩节的渗漏量的变化范围约为 5 滴

/s。2F 机组压力钢管伸缩节填料函已经在 2015-2016 检修期

进行了更换，目前运行状况良好。

二、原因分析

1.伸缩节相对变形。受温度变化的影响以及不均匀沉降

而产生的相对变形，引起的压力钢管在运行过程中出现的轴

向伸缩、径向弯曲和错动，随之伸缩节填料函的密封间隙会

发生变化，出现一定的漏水。

2.伸缩节填料函老化。伸缩节的填料函已经使用 40 多

年，大渡河泥沙严重，冲刷严重，河水呈一定的酸性，对填

料函就会造成较大影响，长时间的使用，填料函存在一定程

度上的腐烂老化现象，密封性能变差，出现一定的漏水。
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3.河水温度变化的影响。受河水温度变化的影响，填料

函产生热胀冷缩现象，温度低，填料函收缩，就会产生一定

的漏水；温度高，填料函膨胀，漏水现象减少。

4.机组振动的影响。在机组运行过程中，压力钢管会产

生一定的振动。随着机组负荷的不断变化，压力钢管内水流

流速、流量也在变化，随之对压力钢管产生的振动也在不断

变化，伸缩节填料函也会随之振动，填料函的密封是一种动

态密封，随着负荷的加大，产生一定的漏水。

2015-2016 检修期检修人员对某站 1F 机组φ6.8m、φ8m

伸缩节漏水情况进行检查发现，φ6.8m、φ8m 伸缩节漏水主

要是从伸缩节的上半部漏水，然后汇集到伸缩节的最下端。

同时通过观察发现，机组负荷加大，天气温度降低，伸缩节

漏水现象有所增加。同时 2015-2016 检修期对某站 2F 机组

检修过程中，从拆下的旧的填料函存在一定的老化现象，由

此判断某站 1F 机组填料函也存在一定的老化现象。

综上所述，某站上厂机组φ6.8m、8m 伸缩节漏水主要是

由伸缩节相对变形、机组振动、温度变化、填料函老化共同

影响造成的。

三、解决方案及过程

鉴于某站上厂机组压力钢管伸缩节使用时间长，渗漏量

偏大，随机组检修对机组压力钢管伸缩节密封件逐年进行整

体更换。
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四、评价效果

结合 1F、2F 机组检修对压力钢管伸缩节止密封进行了

更换，机组投运后，1F 机组φ6.8m 伸缩节处有少量渗漏，

约 1 滴/s，其余 3 个伸缩节未见漏水，治理效果明显。
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某电站导叶臂止推压板抗磨块脱落处理

一、现象描述

机组检修期间，在对水轮机导水机构进检查时发现，导

水机构副拐臂止推压板上用于固定抗磨块的 3颗沉头螺栓均

已断裂，导致止推压板与摩擦块脱离。

装配结构图 修复后的止推压板

二、原因分析

由于安装工艺或施工、运行环境较差导致推压板止推面

（抗磨块底面）与副拐臂之间的轴向间隙内杂质、异物积多，

长期运行造成间隙不满足设计要求，抗磨块与副拐臂之间的

摩擦阻力增大，在导叶反复开、关作用下，造成沉头螺钉疲

劳断裂。

三、解决方案及过程

取出沉头螺钉在止推压板孔内的断裂部分，攻丝后重新

安装抗磨块。止推压板安装时采用止推压板与顶盖之间加金

属垫方式，调整止推压板止推面（抗磨块底面）与副拐臂之

间的轴向间隙为 0.2mm～0.4mm。



15

四、效果评估

利用检修机会完成 1F-4F 机组导水机构抗磨块的检查和处

理，目前未发现有抗磨块脱落现象。
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某电站机组受油器外罩法兰螺栓渗漏处理

一、现象描述

某电站机组投运后，受油器体与发电机顶罩法兰把合螺

栓处陆续出现渗油现象，该位置在碳刷滑环附近，渗油沿组

合面螺栓孔渗出后与碳刷粉尘混合，难以清理，碳粉、油污

长期积累后将影响转子绝缘。

二、原因分析

某电站机组受油器体与发电机顶罩联接方式为螺栓把

合，法兰面间垫有厚度为 15mm 的预防轴电流的绝缘板，发

电机顶罩上法兰面（绝缘板下侧）有橡胶密封条；机组运行

过程中，甩油盆随机组转动，甩油盆中透平油成离心运动，

甩溅至受油器体与发电机顶罩法兰组合面处；由于绝缘板材

质较硬，不具备良好的密封性能，导致油从受油器体下法兰

面与绝缘板之间渗出，顺把合螺栓下溢。

三、解决方案及过程

渗油主要由于甩油盆转动时将透平油甩溅至受油器体

与发电机顶罩法兰组合面内，然后沿组合面把合螺栓下渗形

成。目前已对 2F 机组受油器体内侧底部焊加挡油环，防止

透平油甩溅至受油器体与发电机顶罩法兰组合面内。对其它

机组螺栓孔下部进行封堵，避免渗油下漏至滑环部位，并定
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期对法兰上表面、组合缝外侧的渗油进行清理。

受油器加挡油环照片 挡油环结构示意图

四、效果评估

目前，2F 机组未发现螺栓孔渗油现象，滑环运行环境得

到改善，将合理安排检修时间对其他机组进行处理。
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某电站尾水进人门加装加固块

一、现象描述

某电站机组自投产以来，受上游来水量、库容、单机出

力限制，机组开停机、负荷调整频繁，尾水管压力脉动、水

力振动变化范围较大，运行时容易造成尾水进人门把合螺栓

松动和疲劳断裂，形成事故隐患。

二、原因分析

机组运行中尾水人孔门长期承受尾水压力脉动及尾水

涡带等综合影响，且机组开停机、跨越振动区、负荷变化频

繁，容易造成尾水进人门把合螺栓松动或疲劳断裂。

三、解决方案及过程

为了避免某电站机组尾水进人门脱落大量漏水而发生

水淹厂房事件，保证人身、设备、厂房安全，在每台机组尾

水进人门加装了加固块。
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尾水门加装加固块

加固块局部图

四、效果评估

目前，1F-4F 机组尾水进人门加固块已全部安装，经运

行效果良好，未发生过机组蜗壳及尾水进人门把合螺栓松动

或疲劳断裂现象。
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某电站机组水车室爬梯整治

一、现象描述

某电站机组投产后，机组水车室内支持盖爬梯因受安空

间的限制，爬梯倾斜角度很大，人员上下巡检极易发生滑跌，

给人身、设备安全带来安全隐患；调速器接力器上方无过人

梯步，不便于人员巡检。

二、原因分析

机组结构设计时未充分考虑现场运行条件，设计不完

善。

三、解决方案及过程

将原有支持盖内竖直爬梯改造为回旋爬梯，以方便人员

上下支持盖；在外侧接力器处增加过人梯步；水车室楼梯增

加扶手。

支持盖梯步
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跨接力器梯步

水车室楼梯增加扶手

四、效果评估

目前，1F-4F 水车室爬梯、跨接力器梯步已经安装完成，

给运行维护工作提供了便利，同时消除的安全隐患。
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某电站机组导叶套筒漏水

一、现象描述

某电站机组顶盖处导叶套筒川水现象严重，分析认为因

导叶套筒密封损坏，造成套筒川水，设备存在一定安全隐患。

二、原因分析

经分析导致导叶套筒漏水的原因有以下两方面：

1.导叶套筒 J 型密封为普通丁晴橡胶，在长期杯水浸泡

的环境下容易发生老化变形等现象，导致密封效果降低。

2. 导叶套筒 J 型密封材质较软，且安装条件较差，安装

后不能确保其止水边进入安装槽，若安装工艺不过关也可导

致密封失效。

三、解决方案及过程

3.1 更换套筒 J 型密封

⑴测量相关数据。机组停机后，将导叶全关，并投入锁

定装置，测量记录导叶立、端面间隙值（对应需要拆装的套

筒），导叶止推压板与导叶轴间隙，剪断拐（副拐）紧固装

置扭矩。

⑵连杆拆装。拆除前做好靠近控制环端的方位记号。回

装时顺序相反。

⑶拨分半键。拆除导叶轴端的支持盖（5 颗 M30*100 螺
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栓，4 颗使轴端支持盖与轴连接，一颗为导叶轴上限位作用），

装上分半键工具，进行拨键，拨出后相应编号，清洗干净存

放在木箱内。

⑷拐臂拆装。拆除前明确拐臂编号。拆除副拐紧固装置

螺栓（M56），拆除导叶端面间隙调节螺栓（M64*160），使用

千斤顶拆除剪断销，使用葫芦起吊副拐与连杆；拆除导叶止

推压板和止推轴承（M24*110 内六角圆柱头螺钉），安装主拐

臂专用工具，将拐臂顶起，拐臂均放于已经铺设好胶皮的花

铁板上。回装时确保拐臂内孔与导叶轴头无毛刺、凸点等现

象；检查剪断销有无错位、受剪等情况；安装前应清扫拐臂

内孔与导叶轴头，并涂抹润滑油，将拐臂掉起，找正套于导

叶轴头，保持水平，一落到底。
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⑸导叶轴套拆装。拨出轴套，清扫轴套内积存的赃物，

检查轴套内部是否有磨损（测量内孔尺寸，图纸直径

370H8/E7），清扫轴套密封接触处污垢；将新选型的硬质中

轴套密封（J 型橡胶密封圈 370）套入导叶并安装到导叶对

应位置；将导叶套筒轴承处涂上黄甘油，按号将参加各导叶

套筒装入顶盖，压紧 J 型密封圈，安装顶盖与导叶套筒之间

的定位销钉，并安装装顶盖与导叶套筒把合用 M36 螺栓、螺

母及垫圈。在把合每只导叶套筒组合螺栓时，应在圆周方向

对称把合，并组合螺栓，其预紧力应符合要求。

⑹检查导叶端面间隙，大头端与小头端应一致，由于此

时导叶靠自重压在底环上，因此只需检查调节导叶端面与顶

盖过流面之间间隙；检查导叶立面间隙，要求立面间隙一般

为零，局部间隙不大于 0.13mm，其累计高度不大于导叶板体

高度的 1/4，间隙超差应用角磨机或抛光砂轮机进行研磨。

3.2 完善引流措施

完善引流措施，将引流管加长，确保引流至顶盖内不影

响顶盖测水位的位置；此外，外部挡水板措施需完善，确保

挡水后无余水进入水导油槽周围。

四、效果评估

2015-2017 年检修期，在 1F、2F、4F 机组 B 修中对机组

导叶套筒密封进行更换，套筒川水现象已改善，通过运行观

测导叶套筒漏水量明显降低，治理效果明显。
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某电站 GE 机组水导油槽漏油

一、现象描述

某电站 1F、3F、5F 机组水导油槽自 2014 年开始出现漏

油现象，其中 3F、5F 机组漏油现象尤为严重，1F 下降趋势

缓慢，直接威胁设备正常运行。

二、原因分析

某电站 GE机组水轮机部分水导油槽外油盆与顶盖设计为

分体结构，水导油槽底板内侧与内挡油圈底部把合、外侧与

油槽本体把合，把合面存在 2 道Φ6 橡胶条密封；油槽底板

分 4 瓣，存在 4 道Φ8 橡胶条密封；油槽本体分两瓣；油槽

共有 4 个冷却器，每个冷却器约为 30KG，对称分布于各底板

瓣上；内挡油圈挡油板与轴颈存在两道密封。

GE 机组水导油槽结构示意图

根据 GE 机组水导油槽结构、3F 机组处理情况、1F、5F

机组油位下降历史数据及现场检查现象，初步分析漏油原因
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如下：

1.由于挡油圈与导轴颈内圆壁之间，往往因制造及安装

的原因，产生不同程度的偏心，使设备之间的油环很不均匀；

如果这种间隙设计很小时，则相对偏心率就增大，这样当导

轴颈内壁带动静止透平油旋转时，起着近似于偏心油泵的作

用，使油环产生较大的压力脉动，并向上窜油，甩到机组内

部。

2.由于内挡油圈密封失效形成内甩油。某电站 GE 机组

内挡油圈与轴颈间存在两道非接触式、间隙为单边 1.5～

2.3mm 的螺旋密封。

GE 机组水导油槽油位及密封位置示意图

3.根据 1F、5F 机组修后水导油槽油位及机组负荷情况，

分析可知机组停机时油位基本不下降，带负荷时油位下降趋

势较快。

综上所述，经检查已排除管路密封渗漏、底板密封渗漏

等静密封失效的原因，内甩油现象有可能由于内挡油圈密封

变形或内挡油圈本体缺陷引起。

轴颈尺寸

内挡油圈外径尺寸
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三、解决方案及过程

1.拆除水导油槽密封盖板；

2.拆除水导轴瓦测温电阻；

3.拆除水导轴瓦间绝缘垫片；

4.吊除水导轴瓦，置于减震垫上并用白布包裹防护，拆

除前务必对每块瓦做好编号标记；

5.利用位于轴瓦底部的支撑上的对称 4 个 M16 的吊点，

用导链将内挡油筒悬挂于水发联轴螺栓安装孔；

6.拆除水导油槽底板外侧各四颗螺栓，用于安装导向

杆；

7.从内挡油筒本体底部的四个同心度调整点，测量与大

轴的间隙；

8.拆除水导油槽底板与油槽本体所有连接螺栓，利用导

向杆与导链相互配合将内挡油筒、油槽底板及内部冷却器整

体下放；

9.在油槽底板下方放置枕木，位置需避开底板组合缝，

且保证平整；

10.此时已满足作业空间要求，检查更换内挡油筒的两

道螺旋密封，并新加装一道 L 型密封，检查内挡油筒的分瓣

焊接处焊缝；
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水导内挡油筒新增 L型密封

11.回装顺序与拆除顺序相反，回装过程中更换所有密

封件及变形的其他部件，并保证回装位置及测量数据不发生

变化；

12.所有拆除部件回装完毕后，对水导油槽进行充油，

充油完毕后静置半小时检漏，然后待机组运行后检查内甩油

情况。

四、效果评估

结合机组检修及专项处理，分别于 2016 年 7 月、2016

年 10 月、2017 年 1 月完成某电站 3F、5F、1F 机组水导油槽

彻底分解检查，更换 3 台水导油槽内挡油筒上层密封，并在

1F、5F 机组上部增设一道 L 型密封，现 GE 机组水导油槽油

位无下降趋势，治理效果明显。
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某电站东电机组水导油槽漏油

一、现象描述

自电站投产后，发现东电机组水导油槽油位存在下降现

象，为保障机组安全运行，需定时为水导油槽注油。这样不

仅使机组运行得不到可靠保证，同时漏油不及时清理可能造

成环境污染。

二、原因分析

某电站东电机组水轮机部分水导油槽外油盆与顶盖设

计为整体结构（顶盖由四瓣通过螺栓把合组成），水导瓦置

于瓦托板之上。水导油槽底板内侧与内挡油圈底部把合、外

侧与油槽本体把合，把合面存在 4 道Φ8 橡胶条密封，侧面

存在 2 道Φ5 橡胶条密封；油槽底板分 4 瓣，存在 4 道Φ8

橡胶条密封；内挡油圈档油板与轴颈未见密封，结构如下图。

东电机组水导油槽结构示意图
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造成漏油原因有以下几个：

1.外甩油造成轴承油位下降

外甩油，机组运行中，轴颈和水轮机轴外壁将带动粘滞

的静止透平油运动，使油面因离心力作用向油槽外壁涌高、

飞溅或搅动，易使油珠或油雾从油槽盖板缝隙处逸出，此外，

随着轴承温度的升高，使油槽内的油和空气体积膨胀，因而

产生了内压，在内压的作用下，油槽内的油雾随气体从轴承

盖板隙、轴承测温电缆孔等缝隙处逸出，形成外甩油。

东电机组水导油槽外甩油示意图

2.油槽底板组合面或把合面密封不严造成泄漏

挡油圈与油槽底板，油槽底板与油槽本体都是通过螺栓

连接，靠“O”型密封圈进行密封，在安装过程中，组合面

与把合面密封垫之间存在一定的“T”型接头，对安装时的

质量要求较高，如果处理不好，极易产生渗漏。“O”型密封

圈若材质不优在运行过程中，极易变脆、老化，失去密封作
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用。

东电机组水导油槽底板密封结构示意图

3.管路渗漏、油槽本体焊缝及组合缝渗漏

轴承透平油冷却方式采用内循环方式，但进出油管法兰

处时间较长后导致法兰联接处密封老化，逐渐失去密封作

用；油槽本体焊缝开裂，或油槽外油盆组合缝密封失效，产

生一定的渗漏。

三、解决方案及过程

1.检查更换水导油槽挡油圈与油槽底板、油槽底板与油

槽本体、油槽底板把合面密封条，尤其是密封条接头处的处

理，减少油槽底板渗油量。

2.利用可赛新 TS426 陶瓷材料对顶盖及油槽外油盆组合

缝进行处理，先用专用清洗剂对组合缝进行清洗，对重要组

合缝处先用堵漏胶棒进行填堵，然后将可赛新 TS426 陶瓷材

料，均匀严密的涂抹在缝隙处。
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3.探伤检查油槽本体外部是否存在焊缝开裂、沙眼等现

象，若存在采用冷焊修复处理。

4.在机组检修具备时对油槽外油盆组合缝内侧进行封

焊处理。

5.更换油槽盖板密封，更换水导进排油管路法兰密封。

6.全面封堵油槽测温电缆等孔洞。

四、效果评估

在 2015-2017 年度检修期间，结合历年检修情况并进行

综合分析，确认东电水导油槽漏油主要原因为油槽外油盆组

合缝渗漏（水导外油盆与机组顶盖为一体），彻底处理该缺

陷需要机组大修，现每年检修期采用在该组合缝涂抹金属修

补剂，水导油槽油位无下降趋势，设备治理效果明显。



33

某电站 GE 机组主轴密封漏水量偏大

一、现象描述

2015 年汛期，某电站 1F、5F 主轴密封漏水严重，导致

顶盖排水泵负担过重、频繁启动且顶盖水位下降慢。经检查

发现，1F、5F 主轴密封均存在磨损严重情况，磨损值已约达

更换标准值。其中，1F 第一层碳精块磨损量 9.1mm，第二层

碳精块磨损量 9.9mm；5F 第一层碳精块磨损量 9.5mm，第二

层碳精块磨损量 9.7mm； 3F 第一层碳精块磨损量 2.8mm，第

二层碳精块磨损量 3.0mm。

二、原因分析

某电站 GE 机组主轴密封的转环为轴套结构，分两段运

输到工地，采用 M24×85 mm 的内六角圆柱头螺钉紧固，固

定在主轴上，两分段要保证无行程错位，见图 1。

GE 机组主轴密封结构示意图
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结合设备图纸，分析主轴密封漏水量偏大原因主要有以

下两个方面：

1.单头挡块及双头挡块缺失，造成主轴密封异常磨损

（偏磨），导致封水效果降低，漏水量增大。

2.主轴密封润滑水管路密封垫损坏、管路管合不严或管

路脱落，以上情况均可造成顶盖水量增大，顶盖排水泵运行

负担加重。

三、解决方案及过程

1.更换 1F、5F 最下面一层碳精块，修复顶环、上环及

下环的单头挡块及双头挡块缺失现象。

2.检查测量 3F 主轴密封碳精块的实际磨损量，根据已

磨损情况及磨损速率决定是否更换机组主轴密封碳精块。

3.检查处理主轴密封润滑水管路密封垫损坏、管路管合

不严或管路脱落情况。

四、效果评估

2015-2016 年检修期更换 1F、5F 最下面一层碳精块，更

换 3F 机组三层碳精块，并将缺失挡块进行修复。主轴密封

更换密封块后，通过运行监测，顶盖排水泵起泵次数显著减

低，主轴密封漏水量减少，设备治理效果明显。
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某电站 2F 机组圆筒阀发卡

一、现象描述

2016 年 12 月 31 日，某电站 2F 机组正常停机过程中圆

筒阀出现异常。圆筒阀在关至 13%后停止动作，运行人员将

圆筒阀控制方式切至现地进行开关操作均未正常工作，控制

方式切至远方后圆筒阀缓慢开至全开位置，在圆筒阀全开后

“4 号接力器 2 号负荷过载报警”信号动作后又瞬时复归，

远方、现地、调试三种模式下操作圆筒阀均未动作。

二、原因分析

1.电气控制回路故障，开圆筒阀命令一直未复归；

2.液压控制回路故障，造成开阀控制腔一直通压力油或

关阀控制腔无法泄压；

3.圆筒阀本体发卡或筒阀卡有异物；

4.圆筒阀接力器的操作机构或同步机构故障等。

导叶开度

筒阀开度
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1.检查电气控制回路正常，故障期间无圆筒阀开阀命

令，液压电磁阀组线圈阻值正常；更换液压控制阀组，并清

洗检查插装主阀无异常，开关操作阀命令下发后，接力器上

下腔油压能正常切换。

2.邀请东电技术人员现场召开分析会，东电建议机组排

水进入蜗壳内检查圆筒阀本体，并检查 4#接力器滚动丝杆副

及推力轴承等传动部件; 2F 机组蜗壳排水后，检查圆筒阀本

体无倾斜，各部未卡有异物。根据东电建议现场分解 4#、3#

接力器，检查接力器滚动丝杆副及推力轴承等部件无异常。

3.现场尝试用用压机在蜗壳内操作顶落圆筒阀本体，发

现 6#接力器对应的筒体位移很少，于是初步判断 6#接力器

有发卡现象，因此有针对性地对 6 号接力器进行部分解体，

在拆至上推力轴承时，丝杆副动作灵活。在解体过程中发现

有细如头发丝的金属线状物随着油逸出，同时上缸盖拆卸比

较困难，进一步检查发现，在上缸盖轴套端面有不少宽度在

2 ㎜，长度在 3 ㎜至 10 ㎜不等的金属片状物(从丝杆副轴肩

倒角脱落的)，且丝杆副顶部旋转件与固定件之间无间隙(图

纸要求 2 ㎜)，造成干摩擦，端面有明显的研伤痕迹。按东

电方案处理 6#接力器上缸盖轴承内表面，打磨丝杆轴肩脱落

部位，打磨丝杆顶部轴承装配与链轮座研伤部位，测量丝杆

上半部分的摆度满足要求后，回装 6#接力器。全部回装 3#、

4#、6#接力器（不恢复同步机构）后，再用压机操作圆筒阀
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本体，6 只接力器滚动丝杆副转动无异常。全部回装接力器

同步机构，最后通压力油操作圆筒阀，圆筒阀动作正常。

6#接力器分解检查情况

四、效果评估

2F 圆筒阀发卡处理后，圆筒阀提落操作恢复正常，设备

治理效果明显。

锁紧螺钉松

丝杆轴肩脱

丝杆顶部轴承座

与链轮座干摩擦
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某电站主轴密封密封环与支持环之间漏水处理

一、现象描述

2016 年 6 月 30 日，检查发现 4F 机组主轴密封密封环与

支持环之间漏水。7 月 8 日，对主轴密封进行分解检查，发

现密封环与支持环之间的Φ9 橡胶圆老化严重，整个一圈橡

胶圆断裂成 3～5cm 的小节，同时出现发硬、裂纹现象。1 个

密封环的止动销脱落，3 个止动销松动，密封环偏心。

主轴密封漏水情况 主轴密封密封环与橡胶圆

Φ9橡胶圆
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二、原因分析

一是Φ9 橡胶圆购买较早（2010-2011 年左右），长期浸

泡在水中，导致老化严重，密封失效。二是施工单位止动销

安装未按照要求涂抹螺栓锁固剂，在长期震动下止动销松动

导致偏心。

主轴密封装配图

三、解决方案及过程

更换 4F 机组主轴密封密封环与支持环之间的Φ9 橡胶

圆，调整支持环与密封环之间的间隙（单边 0.50～0.60mm）。

四、效果评估

4F 机组更换Φ9 橡胶圆和调整密封环中心后，主轴密封

密封环与支持环之间已无漏水现象，顶盖排水泵启动次数大

大较少。1F～3F 机组主轴密封密封环与支持环之间的橡胶圆

也在 2016～2017 年检修期内全部更换，效果良好。
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某电站 2F 机组蜗壳放空阀阀盘脱落处理

一、现象描述

2016 年 5 月 15 日，检查发现 2F 机组蜗壳放空阀阀盘脱

落，阀盘与阀杆连接螺栓（共 16 颗）、阀盘导向杆全部脱落。

2016 年 6 月 1 日和和 7 月 13 日，分别对 3F 机组、4F 机组

蜗壳放空阀阀盘进行检查，发现 3F 机组蜗壳放空阀阀盘与

阀杆连接螺栓脱落 8 颗，导向杆松动，4F 机组蜗壳放空阀阀

盘与阀杆连接螺栓脱落 14 颗，导向杆脱落。

2F 机组阀盘脱落

二、原因分析

一是蜗壳放空阀阀盘在蜗壳和尾水管水流的周期冲击

与振动下，螺栓松动脱落。二是螺栓防松动措施未做到位。
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三、解决方案及过程

重新安装阀盘与阀杆连接螺栓和导向杆，螺栓涂抹锁固

剂并点焊，导向杆涂抹锁固剂。

四、效果评估

检修后蜗壳放空阀开启、关闭及流道充排水无异常。

2016～2017 年检修期检查未发现蜗壳放空阀阀盘脱落情况，

效果较好。
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某电站水导外循环冷却系统单台油泵启动无法满足冷却需

求

一、现象描述

某电站 1F～4F 机组试运行时，水导瓦温偏高，在去冬

今春检修期对水导油槽喷油管进行改造后，瓦温有所改善，

但单台油泵启动仍无法满足水导外循环冷却系统冷却需求，

不符合设计时两台油泵互为备用的初衷，存在安全隐患。

二、原因分析

某电站机组水导轴承油冷却采用外循环冷却方式，两台

油泵和冷却器互为备用。由于水轮机轴领尺寸大，直径为Ф

3480mm，圆周线速度高达 22.78m/s，导致轴瓦之间空间产生

大量搅油损失。经福伊特水电最新工具复核计算，油泵循环

流量大于 578L/min 才能使一台油泵单独运行时满足冷却需

求，目前 332L/min 的油循环流量不满足要求。

三、解决方案

1.将现有水导外循环油泵的四极电机更换为二极电机，

转速由 1450 rpm 上升为 2900rpm，流量由 332L/min 增大到

645L/min，用以加大单台泵循环油量，使一台油泵单独运行

时能够满足油循环热交换需求。
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2.更换电机时，在原基坑位置处，进出油管上下位置不

用调整，使电机中心外移，只用缩短油管长度，新电机安装

如下图所示。

水导轴承外循环电机更换

四、效果评估

更换油泵电机后，单台油泵启动能够满足水导轴承冷却

需求，效果较好。
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某电站 2F 机组水导轴瓦温度异常分析

1.存在问题

某电站 2 号水轮发电机组自 8 月 4 日 12 时投入商业运

行以来，其水导最高温度测点 5号轴瓦温度一直呈上升趋势，

对水导冷却水流量及压力进行检查未见异常。截止 8 月 19

日 0 点数据，测温屏、水机屏 5 号轴瓦温度比 8 月 4 日分别

上升了 2℃和 2.1℃。（8 月 4 日 12：00-8 月 17 日 0：15 机

组负荷为 350MW，8 月 17 日 0：15 至 19 日 0：00 机组负荷

为 260MW）。

图 1
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图 2

而布置在 5 号轴瓦对称位置的 12 号轴瓦温度为水导轴

瓦最低温度测点，通过图 3 可以看出，该轴瓦温度有起伏变

化的，未呈现一直向上趋势。

图 3

2.原因分析

通过水导轴瓦测温图可以看出 12 块瓦温以 5 号轴瓦为

最高，5 号与 12 号之间的瓦温，顺时针方向与逆时时针方向

均呈现出递减的关系，初步判定水导轴瓦未能均匀受力，在
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-X、+Y 区域受力最大，其次为+X、+Y 和-X、-Y 区域，受力

最小的为+X、-Y 区域。

图 4

3.解决方案及过程

（1）机组停机，重新调整水导瓦瓦隙，瓦隙较设计值

适当放大；

（2）重新调整上导瓦瓦隙，瓦隙较设计值适当减小。

4．效果评估

待实施后进一步观察。
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某电站机组喷针串油处理

一、 现象描述

某电站机组喷针开度发生漂移，严重影响机组安全运

行。

二、 原因分析

经检查为机组喷针的开腔和关腔密封磨损严重，导致喷

针串油，使机组喷针开度发生漂移。

三、 解决方案及过程

更换机组喷针的开腔和关腔密封，同时对喷针腔体进行

检查。

四、 效果评估

目前，吉牛水 1F、2F 机组喷针串油现象已消除，喷针

未发生漂移现象。
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某电站 2F 机组旁通阀阀芯锈蚀变形分析

一、现象描述

某电站 2F 机组球阀旁通阀打开关闭比较困难，且出现

旁通阀无法开启动全开状态。2016 年 10 月份全站停电检修

期间，对 2F 旁通阀进行检查发现，旁通阀阀门与活塞杆法

兰盘的连接螺栓被锈蚀，有的甚至被剪断；造成阀门与法兰

盘之间有锈蚀物，不能紧密接触；

阀门与活塞杆法兰盘的连接螺栓被锈蚀变形图

二、原因分析

1.水压不平衡

旁通阀平压时，阀门在活塞杆的作用下缓缓开启，阀门在

开启过程中，远离进水侧的压力小，靠近进水侧的压力大，

阀门就会存一定的作用力，作用力方向由进水侧往背水侧。

活塞杆的固定方式为悬臂梁式，所以活塞会受到逆时针方向
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的转矩，进而阀门与活塞杆法兰盘之间存在剪切应力和一定

的转矩。正常预紧情况下，剪切应力的反作用力由阀门与活

塞杆法兰盘之间的摩擦力提供，反向转矩由阀门与法兰盘伸

出项提供。阀门后端也是圆锥体，所以在旁通阀全关的时候，

会存在往出水侧方向的压力，阀门能实现自锁。所以阀门开

启的过程中，阀门与活塞杆法兰盘之间还会存在一定的拉应

力。因为拉应力与螺栓的预紧力方向相反，所以阀门在开启

过程中预紧力减小，那么法兰盘与阀门的摩擦力就会减小，

剪切应力反作用力的一部分就会直接由螺栓来提供。阀门开

启过程中，阀门承受拉应力、剪切应力和转矩，慢慢的活塞

杆与法兰盘之间就会产生间隙，水就会进入两接触面，这样

不但减小了两接触面的摩擦力，还加快了螺栓的锈蚀，到最

后活塞杆法兰与阀门之间的剪切应力和扭矩完全由连接螺

栓来承担。时间长了，螺栓锈蚀加上疲劳破坏，螺栓的强度

会降低，最后导致螺栓被剪断，阀门与法兰盘之间有锈蚀物，

不能紧密接触；导致旁通阀行程开关不能至全关位置。

2.阀门与密封座同心度不够

阀门与密封座同心度不够，会加速阀门与活塞杆法兰盘

连接螺栓的失效。若阀门与密封座不同心，阀门全关时，阀

门与活塞杆之间就会存在剪切应力和扭矩，会加速螺栓的变

形。

3.某电站为冲击式机组，水压达到 5Mpa，旁通阀在平压
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期间振动较大，也加剧了螺栓变形。

三、解决方案及过程

更换新螺栓；在活塞法兰盘上加套筒，提供反向扭矩；

调整阀门与密封座的同心度；在阀门与法兰盘之间点焊加

固；在阀门与法兰盘的间隙涂密封胶。

处理完毕的旁通阀阀芯图

四、效果评估

处理完毕后，机组球阀旁通阀在充水过程中动作正常，

运行至今未出现异常。
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某电站水轮机过流部件磨损、汽蚀严重

一、 现象描述：

某电站 2012 年 9 月 30 日投入商业运行，2014 年对二台

子两台机组进行了 A 修。机组拆机后发现水轮机过流部件磨

损、汽蚀严重，进行了返厂修复处理。经过一年运行后再次

进行检查，过流部件磨损、汽蚀依旧严重，严重影响某电站

的安全经济运行。

二、原因分析

某电站额定水头 330 米，属高水头机组。汛期河水中含

沙量大，过流部件材料表面未经任何处理，造成每年需要进

行一次过流部件修复。

三、解决方案及过程

针对机组过流部件磨损、汽蚀严重产生的原因，某电站

对上海凯林新技术实业公司、常州神力热喷涂技术有限公

司、西安热工研究院有限公司的高耐磨材料产品的性能，价

格，特点进行了了解，到泸定冷竹关电站、丹巴金康电站进

行了调研。对不同高耐磨材料产品的使用效果进行了调研和

对比，最终选用西安热工研究院有限公司公司的喷涂材料，

并在 2015 年机组 A 修中进行了如下处理：

1、机组过流部件返厂修复后对表面进行高耐磨材料喷涂，
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对喷涂用的材料要求具有优异抗磨蚀的金属陶瓷粉末（欧洲

进口）进行喷涂防护。

2、对喷涂工艺流程要求：

（1）喷涂前对待喷涂的导叶、底环、顶盖进行检查；

（2）清理与防护，对各喷涂部件进行除锈、除油处理，对

各个部件不需要喷涂的区域进行遮蔽防护，遮蔽材料为高温

胶带、橡胶泥；

（3）喷砂：采用射吸式压力喷砂机对待喷涂区域进行喷砂

处理，喷砂工艺严格按照 GTB11373-1989 的要求对涂层剥落

部位进行喷砂，喷砂完成后的表面粗糙度应至少达到 25 微

米，且在灯光照射情况下，从任何部位观察都不应观察到反

光现象以及有金属光泽的部位；

（4）清理完成后，采用压缩空气，清理转轮表面的粉尘；

（5）粉末烘烤，在喷涂前，将喷涂材料粉末在烘箱中进行

120 度/2h 烘干；

（6）喷涂，采用超音速火焰喷涂技术对部件进行喷涂。严

格按照喷涂工艺进行喷涂，喷涂过程中，采用多次喷涂的方

式完成预定厚度层的喷涂，喷涂涂层厚度约为 0.3mm。所有

部件的喷涂涂层应厚度均匀、平整。以上工艺完成后进行质

量检验。

四、效果评估

水轮机过流部件经处理后分别于 2016、2017 年进行过
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流部件检查，除导叶轴颈、转轮有一些磨损外，导叶表面涂

层完好，无脱落现象，达到了预期效果。机组 A 修时间从原

来一年 A 修一次，到现在的三年 A 修一次。具体还要我们在

将来的过流部件处理过程中不断优化、总结，提升处理效果。

顶盖、导叶喷涂图

喷涂后的导叶顶盖过流面图
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导叶轴防护图
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发电机

某电站 14F 机组上机架水平振动、定子机座水平振动偏大处

理

一、现象描述

某站14F水轮发电机组运行过程中一直存在上机架水平

振动偏大、定子基座水平振动偏大的问题，2014年又出现了

上导摆度偏大的问题。14F机组运行时上机架水平振动最大

达到0.28mm，超出国家标准（0.11mm）要求；定子机座水平

振动最大达到0.12mm，超出国家标准（0.04mm）要求；上导

摆度最大达到0.55mm，超出运行规程（0.40mm）的要求。

二、原因分析

1.根据某站11F、12F机组增容改造经验，水轮机中心与

定子铁芯中心存在2～4mm左右的偏心，增容改造过程中对铁

芯与转轮室同心度进行了调整，改造后机组运行状况良好。

14F机组经过长期运行，定子机座存在变形，与转轮室中心

偏心距较大，机组加励磁后，空气间隙变得不均匀，导致磁

拉力不平衡，这是是造成上机架、定子机座水平振动及上导

摆度偏大的根本原因。

2.上机架弹性支柱剪断销断裂，机组径向限位不理想，

上机架水平振动加剧，导致上导摆度突然增大。
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三、解决方案及过程

1.对水轮发电机进行改造，更换定子铁芯、线棒、转子

磁极，彻底解决磁拉力不平衡的问题。改造过程中严格执行

施工工艺及技术标准，对关键节点进行层层验收，把控检修

质量，确保发电机改造质量。

2.在某站 14F 机组增容改造过程中，测量发电机、水轮

机中心偏差数据，通过定子铁芯改造对偏差值进行纠正。

3.在机组自由状态下调整推力轴承受力，防止强迫中

心。

4.检查弹性支柱剪断销完好情况，更换断裂的剪断销。

2015年5月3日，某站14F 机组完成增容改造。

发电机定位筋安装现场
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更换转子磁极后的发电机转子

四、效果评估

某站 14F 机组完成增容改造后，上机架水平振动已降至

0.05mm，定子机座水平振动已降至 0.03mm，上导摆度已降至

0.2mm，均满足国家标准及运行规程要求，治理效果较好。
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某站机组滑环摆度偏大处理

一、缺陷现象

某站机组增容改造后空载运行时普遍存在滑环摆度偏

大的问题。特别是 3F、4F、6F、7F 机组，其带满负荷运行

时滑环摆度在 800～1000μm 左右，超过运行规程允许值（不

超过 600μm）。

二、原因分析

1.某站机组增容改造时按照东方电机厂设计方案安装

了大轴补气装置，补气阀阀体重量约1.24t，阀体中有一可

自由移动浮球，阀体基础安装于主励磁机转子上，新增重量

远离发导轴承。在机组运行过程中补气装置随机组转动，产

生较大的离心力，从而影响主励磁机摆度，使滑环摆度增大。

2.主励磁机转子支架在安装补气装置后刚度达不到运

行要求，产生扰度变形，且自身重量较大，这些都使机组运

行中主励磁机转子摆度增大，从而导致滑环摆度增大。

3.滑环外圆与下部连接法兰不同心、滑环外圆粗糙有毛

刺及滑环外圆圆度不达标也会造成滑环摆度超标。
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机组改造前的主励磁机

机组改造后的补气装置图

三、处理措施

1.拆除主励磁机转子外围铁芯硅钢片及附属设备，保留

转子支架。

2.对转子支架采用增加竖直筋板形式进行加强。
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筋板安装位置示意图

3.加强筋板Ⅰ、Ⅱ、Ⅲ安装位置与原三处筋板位置相同，

原筋板为7块全圆对称分布，将增加的筋板分布于原筋板两

侧，与原筋板相距100mm（必须做好引线防护，防止焊接过

程中损伤引线），每段增加加强筋板14块，各处所增加筋板

结构采用与原筋板相同尺寸，与轴结合的竖直焊接面采用分

段结构，避免产生较大应力。增加筋板厚度采用20mm厚钢板

（原筋板厚度30mm），加装筋板结构如下图。

筋板结构示意图
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4.焊接采用气体保护焊方法，使用φ1.2焊丝。

5.增加加强筋板焊接完成后，转子支架底端法兰如果变

形，则将底面车平，并以底面和地面为基准，校核滑环垂直

度和同心度，如果不同心，则加工滑环与底端法兰同心。

6.制作专用校核平衡工装，如“校核平衡示意图”，对

主励磁机转子支架进行平衡测试及垂直度校验，确保符合规

范要求。

7.机组回装时重新调整发导瓦间隙和励磁机定子中心

至合格范围。

8.对机组轴线进行调整，确保滑环盘车摆度在0.30mm范

围内。

9.因主励转子拆除后，转子支架和主励定子空间较大，

在主励转子支架上加装挡风板。

加装挡风板示意图
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拆除磁极后的励磁机转子

按照处理方案，2014～2015年度检修期完成了某站1F机

组励磁机转子外围铁芯硅钢片及附属设备，安装了加强筋

板。2015～2016年度完成某站2F、5F机组励磁机转子外围铁

芯硅钢片及附属设备，安装了加强筋板，并加装了挡风板。

四、评价效果

某站1F、2F、5F、7F机组按此方案处理后滑环摆度平均

值已降至0.3～0.4mm，较大修前普遍下降0.1～0.2mm，处理

效果较好。后续将继续按此方案对某站3F、4F、6F机组进行

处理。
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某电站发电机上导油槽增设溢油检测装置

一、现象描述

某电站发电机上导冷却器为自循环水内冷方式，安装在

油槽内部，冷却器漏水时容易使油位突然升高，瓦温升高，

机组振动加大，造成机组非停。如果不能及时检测到漏水状

况，从油槽溢出的油水混合物可能污染发电机定转子，造成

事故扩大。

二、原因分析

机组设计时未做充分考虑，给机组安全稳定运行带来严

重安全隐患。

三、解决方案及过程

为了降低新增设备给机组带来的安全隐患，根据现场管

路布置的实际情况，在发电机定子外面的排油管上开孔并焊

接新的 DN25 溢油管，将上导油槽与溢油报警装置连通，并

将报警装置浮子开关信号引至上位机。

增加的 DN25 不锈钢管最高点高于油槽正常油位，但低

于上导油槽内挡油筒顶部高度，这样既减少了管路铺设的长

度和难度，同时也避免在定、转子上方新增管路而带来安全

隐患。

四、效果评估

目前，已完 1F～4F 发电机上导油槽溢油管改造，设备
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功能均得到很好的实现。
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某电站机组加装空冷漏水报警装置

一、现象描述

某电站发电机空气冷却器未安装漏水检测报警装置，若

发电机空气冷却器出现渗漏，无法及时收到故障信息，严重

影响机组安全稳定运行。

二、原因分析

按照中国国电集团公司《二十五项重点反事故措施》第

23.3.2.4 条规定：“发电机风洞内技术供水应加强巡视检查，

发现异常及时处理，防止漏水引起发电机绝缘破坏。”

三、解决方案及过程

1F-4F 每台机组的每个空冷器下端增加 1 个集水槽、每

台机组增加 1 个漏水检测桶和 1 个传感器。

在发电机每个空气冷却器下部加装集水槽后，通过 PVC

管路将所有集水槽汇集后将水引至下机架的检测桶，在检测

桶上加装漏水检测传感器将信号上送监控。
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空冷漏水报警装置安装示意图

空冷下端加装集水槽

四、效果评估

目前，已完某电站 1F～4F 发电机空冷漏水检测装置安

装，设备功能实现良好。



69

某电站发电机上机架增加盖板和遮拦

一、现象描述

某电站机组安装时，水轮发电机发电机上机架无盖板，

运行人员无法进入上机架检查滑环、碳粉吸收装置等运行情

况，同时，异物可能直接掉落到发电机转子上，给机组安全

稳定运行带来隐患。

二、原因分析

机组结构设计时未充分考虑现场运行环境，设计不完

善。

三、解决方案及过程

在发电机上机架支臂上安装分辨盖板，在盖板周围焊

接、安装不锈钢固定遮拦。

发电机断面局部图

四、效果评估

目前，1F～4F 完成盖板和固定遮拦安装，为人员、设备
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提供了安全保障。
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某电站机组发电机油雾情况严重

一、现象描述

某电站发电机自投运以来一直存在各部油槽向外部溢

油，导致油槽内油位降低直至报警、下机架室内油雾情况日

益严重，影响了机组正常安全经济运行。

二、原因分析

根据某电站机组上导、下导、推力油槽结构，分析油槽

各部油雾主要来源于以下方面：

1.油槽各部存在盖板密封老化失效、组合缝过大、管路

及阀门附件、测温电缆孔洞封堵不严等问题，造成渗漏现象。

2.油槽盖板密封结构不合理，不能启动很好地密封效

果，油雾随大轴旋转后四处逸散，造成机组油雾现象。

3.油槽吸油雾装置管路为普通塑料软管，老化破损，造

成渗漏现象。

4.推力油槽内油盆在机组运行时溢油，流至下导轴承周

围腔体内，积油较多。

三、解决方案及过程

3.1 接触式密封改进

机组推力、上导、下导油槽盖板密封结构大致相同，介

绍如下：
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接触式密封盖改进示意图

T 型双层随动密

随动气密封板

甩油环
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接触式密封盖俯视图

（1）对推力油槽盖进行改造，采用了新型结构的油槽

密封盖，其中，密封盖有 2 道气密封板，密封盖三道接触密

封为 T 型双层随动密封齿，密封腔室分为二个腔室，使强排

与送风腔室分开，更好的控制了油雾的溢出。由于油槽盖最

下部的一道密封高度的增高，使推力轴承内腔室增大，有益

于油雾的凝结。油槽盖板改造如图 1、2 所示。

（2）在主轴上加装甩油环，位置见图 1 中腔内。甩油

环材料是由铸钢铸造而成，由八半体组成，甩油环装卡在推
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力头上并点焊，与转轴同步转动，目的是防止轴承室的油沿

着推力头爬出泄露，沿轴上来的油改变流动方向并在甩油环

离心作用下流入接触式密封盖内腔底面，通过图 1 中腔外侧

的排油孔经吸油雾装置将油流回推力油槽，控制了外甩油问

题。

（3）密封盖上加装耐负压油雾过滤呼吸器 4 个、送风

装置 4 台、吸油雾处理装置 4 台，耐负压油雾过滤呼吸器是

由本体、折流板、集油器等组成。它可使油雾在通过折流板

到集油器的过程中，由油雾凝结成油滴，返流回油槽内，经

过过滤的空气被排出，使油槽内外压差保持一致，耐负压油

雾过滤呼吸器既能保证轴承室油雾的排出，又能防止外侧负

压将轴承室的油雾直接吸出；送风装置在规定的时间内工

作，向上腔室内送入一股气压，这股气压通过精确计算为合

适风量，既能起到风压密封板的作用，又能有效的阻断油雾

的溢出；吸油雾处理装置在规定时间内工作，将油槽腔内的

油雾吸至吸油雾处理装置中进行处理，通过吸油雾处理装置

含有的过滤装置过滤后，干净的空气通过吸油雾处理装置外

侧连接的出风口引导至指定位置进行观察，过滤后的油通过

吸油雾处理装置底侧的回油管路重新返回油槽。

3.2 推力油槽下接油盆改进

内挡油筒的不圆度、安装的中心偏差等,使转动部分与

推力内挡油筒处产生不均匀缝隙,产生不同程度的偏心,其
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间隙时大时小,使导轴承各部分之间的油环很不均匀,在转

速较高情况下,容易产生较强的压力脉动而向上窜油。在油

槽底部安装接油盆，将油槽由于内甩油产生的油雾封闭在密

闭空间，油雾在有效的空间凝结，通过安装在大轴上的甩油

环将凝结的油滴收集在接油盆内，在通过溢油管排至接油

盒，从而有效防止推力油槽内甩油造成油雾扩散。

油槽下接油盆示意图

3.3 密封盖外循环系统管路检查

上导、下导、推力密封盖吸油雾装置进油雾管及回油管

老化，出现渗油现象。由于吸油雾装置管路材料为塑料软管，

长期运行后管路软化、变形、腐烂，管路接头出现卡环松动、

脱落现象，形成漏油，在以往检修过程中均发现以上现象。

检修过程中，将更换金属波纹管，防止管路被腐蚀，更换接

头处卡环，保证循环管路不脱落。

3.4 盖板密封条及孔洞封堵检查

上下导油槽、推力油槽盖板及推力油槽堵板密封条材质
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为普通橡胶，长期运行后管路老化、变形；此外，因各油槽

测温电缆等孔洞封堵不严密，造成油槽出现外甩油现象，在

以往检修过程中均发现以上现象，可根据实际情况更换各部

密封条、封堵油槽孔洞，防止外甩油。其中，6 台机组上导

油槽测温电缆孔漏油现象较为明显，6 台机组均做防油雾密

封处理。

3.5 推力副油箱错牙处理

推力副油箱通过卷材、板材焊接，由四瓣通过螺栓把合

组成，随长时间运行副油箱应力逐渐释放，造成组合面错牙

严重,引起渗油。采取将各组合面的普通密封件更换为耐油、

耐高温的密件垫，各密封面涂抹专用密封胶，并严格控制工

艺。另择机对推力副油槽进行整体改造，彻底消除该处缺陷。

四、效果评估

2014-2017 年结合机组检修，完成某电站 6 台机组推力

油槽及 4F、6F 机组下导油槽盖的更换整治，并更换 5F 机组

推力油槽副油箱，更换 6台机组推力外循环管路法兰密封垫，

机组油雾状况明显减少，治理效果明显。
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某电站 1F 机组制动器严重串气

一、 现象描述

某电站 1F 机组检修制动器动作试验时，发现制动器顶起

腔与复归腔存在串气，同时管路存在严重漏气现象，直接影

响制动器正常运行，严重影响机组正常运行。

二、 原因分析

原因分析如下：

1.随着机组长期运行，制动器本体、管路密封逐渐老化，

达到使用寿命，导致密封失效。

2.低压供气管路中，气含水量过高，加速密封老化。

3.1F 机组启停次数过于频繁，制动器投入、退出次数过

多，加速密封老化。

三、处理方案及过程

1.在机组 B 修期间将 24 台制动器分解，打磨活塞、缸体

表面高点毛刺，更换制动器活塞、缸体密封。

2.更换制动器环管至制动器顶起腔、复归腔、顶转子腔

密封圈全部更换，接头紧固。

3.修后进行制动器试验，检测是否存在漏气现象，发现

漏点继续处理，保证制动器保压 30min 压降下降控制在

0.02MPa。
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四、效果评估

2015-2016 年检修期 1F 机组 B 修期间，更换 24 台制动

器密封、管路密封以及有磨损制动器缸体后，制动器保压试

验正常，渗漏点已全部消除，并在低压制动气罐前端加装气

水分离装置，并更换每台机组测速制动柜内的气源过滤器，

减少制动气的含水量；2016-2017 年 1F 机组检期间，仍发现

1F 制动器顶起腔与复归腔存在串气，经分解检查发现部分制

动器内部缸体锈蚀及密封圈损坏，打磨缸体及更换密封圈

后，制动器恢复正常，最终处理效果需进一步观察。
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某电站发电机上导油槽冷却器不可靠

一、现象描述

2016 年 7 月，运行人员开展设备运行数据趋势分析时，

发现某电站 1F 上导油槽油位有异常上涨趋势，四天内上涨

约 10mm，随后从上导油槽取油样化验，发现油已乳化，含水

量超标。2013 年 9 月，某电站 1F 机组上导油槽也因冷却器

漏水造成油槽油位上涨。

二、原因分析

机组上导冷却器为主机安装时配套冷却器，分解该系列

冷却器检发现端盖法兰设计尺寸不符合规范要求,密封垫压

缩边尺寸较窄，同时冷却器安全可靠性较低，采用薄壁铜管，

上下端盖仅靠铜管连接支撑，极易发生渗漏。

6 月 28 日上导

7 月 2 日上导
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故障冷却器分解情况

5 号冷却器下

端盖密封垫内
5 号冷却器下

端盖渗漏部位

冷却器上
冷却器下
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三、解决方案及过程

对机组上导冷却器进行升级改造，主要进行如下改进：

1.承管板采用 0Cr18Ni9，能有效避免管板锈蚀，同时为

保证管板胀接的质量，将承管板厚度增厚 10mm。

2.冷却管采用输送流体用不锈无缝钢 316L,壁厚 1mm,抗

机械腐蚀和抗化学腐蚀性能优良。

3.对水室密封结构进行改进，增大密封面积，密封材料

由丁晴橡胶改为抗老化性能更好的氟橡胶。

4.在冷却器上、下管板间增设支撑拉杆，增加冷却器刚

度，较小因冷却管震动和重力对管板胀接处的影响。

5.冷却器的结构布局和接口尺寸与原冷却器保持一致，

便于安装更换。
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新冷却器外观图

四、效果评估

2016-2017 年检修期，完成了 1F、4F 机组上导冷却器升

级更换，其余 4 台机组更换了冷却器端盖密封，计划随后续

检修整体更换，现 1F、4F 机组上导瓦温运行稳定，油槽油

位无上涨趋势，设备治理效果明显。
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某电站 4F 机组下导摆度逐渐增大处理

一、现象描述

某电站机组下导轴承共 24 块巴氏合金轴瓦，采用楔子

板支撑结构，轴瓦单边间隙 0.35mm，总瓦隙 0.70mm。4F 机

组自投产发电以来，下导摆度基本稳定在 0.25mm，随着运行

时间的增加，2015 年 10 月 18 日～20 日，下导摆度快速上

升至 0.34mm，之后缓慢上升至 0.37mm，并有继续上升的趋

势。经检查，4F 机组下导轴瓦平均温度 34℃，轴领平均温

度 35.5℃（最低 31℃，最高 40℃，相差 9℃），大轴平均温

度 28.9℃。

4#机组上下导摆度曲线
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二、原因分析

下导轴承轴领温度随着机组运行时间增长而升高，轴领

温度存在不均匀现象，且轴领与大轴也存在温差，轴领不均

匀膨胀导致摆度增大。

三、解决方案及过程

一是在下导轴领上焊接限位块，防止出现滑转子受热上

爬现象。二是拆除下导密封盖板三层接触式密封的下两层，

减少摩擦，降低轴领温度及不均匀度，减小下导摆度。

四、效果评估

经过处理，4F 机组下导轴承摆度在 0.25mm～0.30mm 之

间，达到预期效果。已对 1F～3F 机组进行同样处理。
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某电站发电机油雾大处理

一、现象描述

某电站投运后，上导轴承、下导轴承、推力轴承都存在

不同程度的油雾较大的问题，影响了机组正常安全经济运

行。

二、原因分析

1.吸油雾装置渗油。上导、推力、下导轴承吸油雾装置

端面密封为耐油胶皮，经长期运行，容易出现老化破损，从

而发送渗油现象。

2.上导、推力、下导轴承油槽盖板为接触式密封盖，接

触式密封盖共分为六瓣，都存在不同程度的圆度不够，接触

式密封条相抵触，导致接触式密封盖与大轴之间存在缝隙，

从而生产油雾。

3.各部油槽测温线进线口处密封不严，容易出现渗油。

三、解决方案及过程

1.将全部吸油雾装置端面密封进行更换，更换为吸油雾

装置专用密封条。

2.将接触式密封盖完全分解，进行打磨修正，确保各接

触式密封条动作灵活，且均匀接触大轴。

3.采用平面密封胶将油槽进线口线槽完全填堵密封。

四、效果评估
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处理后，四部轴承油雾有改善，但未达到预期效果。
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某电站发电机空冷冷凝水治理

一、现象描述

某电站发电机运行时空冷器表面凝结大量冷凝水，如不

及时除去，会对空冷造成腐蚀伤害，同时会使得风洞内部环

境湿度增加，会影响发电机部分的绝缘性能。

空气冷却器冷凝水

二、原因分析

某电站机组发电机采用端部回风的密闭自循环空气冷

却系统，热风通过均匀布置在机座外壁的 16 个高效空气冷

却器冷却，热风在冷却过程中，会自然发生凝结现象，形成

冷凝水。

三、解决方案及过程

1.设置空气冷却器冷凝水引流装置，如下图所示。

（1）在空气冷却器正下方设置可拆卸式集水槽，。
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（2）各冷却器集水槽开Φ20 的孔，通过环形布置的集

水管将冷凝水引至集水箱。

（3）集水箱安装在下机架室，集水箱配备溢流阀和排

水阀方便检测及日常监护要求。

2.在风洞内设置 2 台除湿机，减少空冷冷凝水对风洞内

空气湿度的影响。

集水槽 集水箱

四、效果评估

处理后，空气冷凝水明显改善。



89

某电站 3F 机组发电机推力油槽甩油

1.存在问题

停机检查发现 3F 机组定子下端部有油迹，制动器有油

且成滴状。经打开转子中心体进人孔发现转子中心体下部积

油严重。

分析认为发电机甩油来自于推力油槽，可能造成甩油的

部位有推力头与转子中心体密封、油槽密封盖接触式密封及

合缝、转子中心体与大轴连接处。经检查推力油槽下方接油

槽无积油，基本排除为内甩油。

2.原因分析

推力头与转子中心体密封泄露，油沿着销钉及螺栓上爬

至转子中心体下部，并沿着推力头与中心体合缝面甩出是造

成发电机甩油的主要原因。

3.解决方案
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（1）吊转子检查，检查推力头与转子中心体间组合面

及密封。

（2）根据检查情况更换密封。

（3）机组盘车，轴线调整，恢复机组。

4.效果评估

待实施后进一步观察。
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某电站发电机风洞内冷凝水治理

1.缺陷现象

某电站水电站发电机布置有 14 台空气冷却器，夏季由

于空气湿度较大，在冷却器表面产生凝结水，形成水滴，滴

落至地面或设备上。

2.原因分析

冷凝水进一步增大空气湿度，可能引起发电机电气设备

绝缘降低，金属部件表面锈蚀，不利于发电机设备安全稳定

运行。

3.解决方案及过程

（1）在发电机风洞内安装加热装置，在停机状态下投

入机坑加热装置，提高机坑内温度；

（2）在空气冷却器下部装设接水盘，将冷却器表面冷

凝水通过排水管将水引出风洞排水沟，减小风洞内空气湿

度；

（3）增加除湿机，进一步减小空气湿度，目前除湿机

正在购买中。

4.效果评估

待实施后进一步观察。
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某电站发电机空冷排气管增设防水措施

1.存在问题

某电站水电站发电机组布置有 14 台空气冷却器，由机

组技术供水提供冷却水，水压范围 0.2～0.6MPa，每台冷却

器设置一个排气阀用以内部空气，存在排气阀喷水至发电机

定子上的隐患，严重影响机组安全。

2.原因分析

发电机空气空气冷却器排气阀未设置挡水或引水设施，

冷却器充水时水流将直接喷射至发电机定子上，不利于发电

机设备安全稳定运行。

3.解决方案及过程

在发电机空气冷却器排气阀出口装设引水管，将排气阀

出水引至风洞排水沟。

效果评估

待实施后进一步观察。
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某电站发电机转子上方管路法兰治理

1.缺陷现象

某电站发电机转子上方大轴补气管、上导油槽管路均设

计有法兰，且大轴补气管法兰正对发电机中性点，若法兰密

封或法兰连接损坏，水、油将直接淋至转子上，导致发电机

或风洞内电气设备绝缘下降，表面锈蚀，严重影响机组安全。

2.原因分析

发电机转子上方大轴补气管、上导油槽管路法兰布置在

转子上方，可能发生水、油将淋转子事件。

3.解决方案及过程

（1）将发电机转子上方大轴补气管、上导油槽管路法

兰移至转子外部。

（2）对大轴补气管正对中性点位置进行引排水处理。

4．效果评估

待实施后进一步观察。
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某电站 4F 机组下导油槽瓦温偏差偏大

1.存在问题

某电站 4F 机组在 7 月份设备巡回检查中发，发现下导

瓦温偏差过大，最大达到 15.5℃，详见机组轴承温度监视表。

2.原因分析

（1）机组下导瓦在运行中出现瓦隙松动，导致瓦隙不

均匀，下导瓦受力不均匀，导致瓦温偏差过大。

（2）结合运行需要，机组瓦温偏差值不宜超过 10℃。

3.解决方案

（1）机组停机，重新调整下导瓦瓦隙;
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（2）严格执行检修规程要求，偏差不超过±0.01mm。

4．效果评估

待实施后进一步观察。
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调速器（机械）

某电站锁锭接力器油管路活接头松动处理

一、现象描述

某电站锁定接力器油管路接头在机组长期振动情况下

容易松动、脱落，锁定无法投入或退出，造成机组开机失败

和环境污染。

二、原因分析

设计安装时未充分考虑现场运行环境，设计不完善。

三、解决方案及过程

将锁定接力器油管路末端改为高压软管与锁锭接力器

本体连接，避免因振动导致活接头松动、脱落。

锁锭接力器油管路改造后

四、效果评估

目前，已完成 1F～4F 锁锭接力器管路的整治，为设备

安全稳定运行提供了可靠保障。
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某电站调速系统电液隔离阀先导阀控制油管路接头渗油处

理

一、现象描述

机组在运行过程中发现，调速系统工作油罐和事故油罐

电液隔离阀先导电磁阀管接头处存在不同程度的渗油现象。

先导阀控制油管路更换前

二、原因分析

电液隔离阀本体和先导电磁阀之间采用不锈钢管进行

配管连接，运行中发现，当油压装置停泵时，电磁阀处管路

及支座振动较大，容易造成管接头处松动或密封损坏，导致

渗油。

三、解决方案及过程

将控制油管路更换为高压软管、电磁阀在支座上加以固

定，以防止因振动原因造成管接头渗油现象的发生。
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先导阀控制油管路更换后

四、效果评估

目前，某电站 1F～4F 机组工作油罐进油电液隔离阀已

全部完成控制管路整治，效果良好，未发现渗油现象。
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某电站锁锭接力器油管路改造

一、现象描述

机组在运行过程中发现，机组锁锭接力器油管路活接头

容易发生松动，严重时脱落，影响机组的正常开停机。

二、原因分析

锁锭接力器油管路与接力器本体之间为硬连接，在接力

器投退及长期振动环境下，容易造成管接头处松动或密封损

坏，导致渗油或脱落。

三、解决方案及过程

将油管路更换为高压软管与接力器本体连接，以防止因

振动等原因造成管接头松动、脱落现象的发生。

锁锭接力器油管路更换后

四、效果评估

目前，某电站 1F～4F 机组锁锭接力器已全部完成油管

路改造，效果良好，未发现松动、脱落现象。



100

某电站机组事故配压阀动作异常

一、现象描述

在 2014-2016 年检修期中，先后发现某电站 2F、3F 机组

停机检修调速器修前试验时发现事故配压阀、纯机械过速装

置均不动作，直接威胁设备正常运行；2017 年 5 月，2F 机

组事故配压在无操作命令下异常动作，危及设备安全。

二、 原因分析

（一）事故配压阀误动分析

1.因事故配压阀控制油源直接取自事故油罐，前端无过

滤装置，油罐中杂质可直接进入事故配压阀内部造成事故配

卡阻。

2.事故配压阀先导电磁阀控制其动作，先导电磁阀内部

油口堵塞或阀芯损坏导致开关不到位均会导致事故配不动

作。

3.事故配压阀本体恒压腔活塞磨损，导致事故配本体发

卡。

（二）事故配压阀误动分析

1. 1F、2F、3F 机组事故配压阀的先导电磁阀型号为

4WE6D50B/OAG220NZ5L(华德液压、不带定位器)。现场使用

的工作方式为脉冲通电（3-5s）切换，在不进行切换工作时

电磁阀投入及复归线圈均不通电。该阀的工作行程为 2mm，
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阀芯遮程为 0.9mm，由于此型号产品无复位弹簧，两端电磁

铁都不通电时，阀芯会处于一个游离状态，阀芯位置无法保

证固定不动，在先导电磁阀回油瞬时背压或有油流的等情况

下，阀芯发生超过 0.9mm 的位移后电磁阀将出现油口切换，

使事故配压阀控制腔泄压，从而造成事故配压阀在无操作命

令下发生动作。

三、 解决方案及过程

（一）事故配压阀拒动解决方案

1.为了保证事故油罐至事故配压阀油源的清洁度，分别

在事故油罐通入事故配压阀的两根控制油管和通入事故配

压阀先导电磁阀的控制油管中间加装过滤器（黎明液压型号

SMF-D100*20C）。

2.检查分解事故配压阀先导电磁阀，用清洗剂清洗电磁

阀阀芯，清理油口，保证先导电磁阀正常动作。

3.分解事故配压阀恒压腔端盖，分解打磨活塞，去除高

点毛刺，保证恒压腔端盖动作灵活。
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（二）事故配压阀误动解决方案

1.将某电站四台机组事故配压阀先导电磁阀统一更换为

带定位器类型切换阀（华德液压 4WE6D61B/ OFCG220NZ5L），

确保投入和复归线圈均不带电时阀芯位置可靠。

2.将四台机组事故配压阀先导电磁阀的回油管道单独接

至回油箱或接至大通径（DN50 以上）,彻底消除因回油背压

可能引起先导电磁阀误动的隐患。
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四、效果评估

2015-2017年检修期，已完成1F、2F、4F机组事故配压

阀过滤器加装，四台机组事故配压阀均完成分解检查，事故

配压阀先导电磁阀均更换为带定位器类型切换阀（华德液压

4WE6D61B/ OFCG220NZ5L），事故配压阀回油管待2017-2018

年检修期进行单独设置，目前事故配压阀工作可靠，动作正

常，大大提高了设备运行的可靠性，设备治理效果明显。
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某电站 6F 调速器气罐焊缝裂纹

一、现象描述

2016 年 6 月，雅安特检所开展特种设备定期检验，发现

某电站 6F 调速器油压装置罐筒体纵焊缝（靠下封头端）存

在较严重的缺陷波显示，要求对焊缝表面进行清理以备复

核，立即协调检修公司和国电电科院对该焊缝表面清理并探

伤校核。同时，雅安特检所开展该气罐复核工作，超声探伤

发现气罐纵焊缝（靠下环焊缝）存在反射波幅超标的缺陷，

缺陷位置距离下环焊缝 150mm-400mm、长度 250mm, 缺陷埋

载深度 20-40mm，缺陷高度从 3mm 至 10mm 不等，现场下发特

种设备检验意见通知书，要求对该处缺陷进行修复处理并经

监检合格后方可继续使用。

二、原因分析

组织国电电科院、检修公司、能事达公司、雅安特检所、

具备资质的压力容器生产厂家等相关单位召开气罐专家分

析会，分析认为：

1.此次气罐筒体纵焊缝检测发现的缺陷不是运行过程

中新生缺陷，属于生产制造过程的遗留缺陷。

2.查阅了会议提供的气罐制造、安装及运行期相关资

料，对本次检测发现的气罐缺陷分析研究，认为本次检测发
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现的缺陷暂不影响气罐的安全运行，该气罐可继续监视运

行，在下个检修期时对缺陷气罐进行处理。

3.原则同意运行单位制定的监视运行措施，另建议增加

每个月一次的定期检测跟踪缺陷变化情况，检测方式采用与

此次检测相同的 A型脉冲发射法超声检测和衍射时差法超声

检测，定期监测气罐缺陷发展情况，若第一个月检测未发现

异常，定期检测周期延长至两个月。

三、解决方案及过程

在 2016 年 10 月优先安排 6F 机组检修，根据经雅安特

检所审批备案的现场修复方案对调速器气罐进行处理，处理

过程中探伤检测发现，除 6 月雅安市特检所检测发现的气罐

纵焊缝（约 1.84m）存在缺陷外，又新发现气罐下环缝存在

多处超标缺陷，缺陷总长度为 1.985m（下环缝外圆周长为

5.935m），经刨除打磨发现下环缝超标缺陷中有约 0.5m 长的

线性裂纹缺陷。按照焊缝探伤检测、缺陷标记、缺陷清理打

磨、清根探伤确认、焊接预热、多层多道及分段焊接、焊接

热应力消除、焊接区域探伤检测、焊接区域热处理、热处理

后探伤检测、水压试验等系列工艺流程对缺陷进行了处理。
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6F 调速器气罐缺陷分布图

6F调速器气罐下环缝局部线性裂纹缺陷
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四、效果评估

修复工作完成后，开展了气罐9.0MPa的水压试验，雅安

市特检所出具该压力容器的维修监督检验合格证书，气罐已

恢复正常运行，设备治理效果明显。
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某电站机组纯机械过速装置定值重新整定

一、现象描述

某电站机组纯机械过速保护定值原定值为 145%，对于

300r/min 高转速机组定值偏高。

二、原因分析

某电站机组纯机械过速保护定值原定值为 145%，在机组

实际甩满负荷情况下，机组过速仅达到 107%额定转速，在机

组投运调试时未实际进行纯机械过速动作试验。

三、解决方案及过程

在机组检修时，由厂家对纯机械过速装置进行整定，整

定定值为 130%。

四、效果评估

机组检修后进行了 2F 机组纯机械过速试验，纯机械过

速装置动作正确。
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起重设备

某电站大坝 300t 门机防腐整治

一、现象描述

近几年来，某电站由于附近工厂企业的逐渐增多，炼钢

厂、纸厂等排放大量的废气、废水、尘埃等污染物，致使该

地区环境遭到比较严重的破坏，酸雨十分严重。走台花纹板、

门机的主梁、支腿、横梁等钢结构等处均出现了大幅度的锈

蚀如下图所示，严重影响了设备的安全和使用寿命。

防腐前的走台 防腐前的楼梯

二、原因分析

1.门机所在地污染企业较多，包括造纸厂、食品加工厂、

钢铁厂等，排放大量污染气体，破坏环境，导致本地酸雨较

多，对门机的金属结构造成腐蚀破坏。

2.设计安装时，金属结构的防腐工艺存在问题，钢板除

锈不充分，导致赌气脱落。
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三、解决方案及过程

1.对金属结构进行彻底打磨，除尽氧化膜、油迹、水渍、

灰尘以后，再涂底漆。

2.底漆选用附着力强的环氧环氧富锌底漆，面漆选用耐

候环氧感性聚氨酯漆，与底漆附着力较好，且色泽保持时间

长。

3.待底漆实干以后再涂第一道面漆，待第一道面漆表干

以后再涂第二道面漆。

4.涂漆时厚度均匀，不得漏涂和误涂。面漆应均匀、细

致、光亮、色泽一致，不得有粗糙不平、漏漆、错漆及严重

流挂等缺陷。

5.先涂底漆后涂面漆。面漆涂刷不少于 2 遍。各层之间

不得有咬底、裂纹、针孔、分层剥落、漏涂和返锈等缺陷。

四、效果评估

1.门机经过防腐整治以后，整个门机焕然一新。

2.油漆表面无脱落、气泡、分层剥落现象。

3.门机的锈蚀情况得到极大改善，还未出现锈蚀现象。
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防腐后的平台

某电站起重机械增设安全监控管理

一、现象描述

铜街子大坝300t 门机和厂房2×300t 桥机承担着机组和

大坝机电设备的吊装工作，由于设备投产时间早，安全装置

不全，特别是厂房2×300t 桥机没有安装起重量限制器，对

设备的安全运行及使用造成隐患。

二、原因分析

1.设计安装时，未充分考虑无起重量限制器存在的安全

隐患。

2.设计安装时，未充分考虑无视频监控系统存在的安全

隐患。

3.根据国质检特联［2011］137号文，关于印发《大型

起重机械应安装安全管理监控系统实施方案的通知》的要

求，大型起重机械应安装安全管理监控系统，以确保设备安

全稳定运行。

三、解决方案及过程

本系统由四部分组成：监控现场、监控云平台、京能远

程监控维护中心、客户登录端。

1.监控现场
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大型起重机设备控制器（PLC）与映翰通公司智能无线

路由器 IR714通过网线相连，IR714通过有线（3G 无线备份）

与映翰通云平台建立连接。

2.监控云平台

实时状态监控系统，主要由通讯服务器、数据库服务器、

WEB 服务器组成；系统基于 B/S 架构，保证大容量客户端接

入；系统设计智能无线路由器产品在进行变量数据传输时可

以进行智能预处理，提高传输效率；系统向现场 PLC 和京能

监控维护中心提供安全的 VPN 通道；系统对外开放 API 接口，

实现应用层二次开发。

3.远程监控维护中心

实现应用功能的 Web 发布（包括 PLC 采集数据的画面显

示，现场视频监控等功能）。同时通过系统监控云平台提供

的通道，可对现场 PLC 进行远程修改和维护。

4.客户登录端

使用分配的账号和密码，客户可以通过互联网 Web 登录

监控中心，查看现场监控信息。

四、效果评估

1.该系统运行正常，且不影响设备原有的操作系统。

2.能进行视频回放，能查找以前的操作记录，

3.设备改造后，能随时监控起重设备的运行状态，准确

判断故障点，及时消除设备的安全隐患，保证起重设备处于
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良好的健康水平。
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某电站 300t 门机辅助设施安装

一、现象描述

铜街子大坝300t 门机的辅助设备包括楼梯、栏杆、走台

等。某电站由于附近工厂企业的逐渐增多，炼钢厂、纸厂等

排放大量的废气、废水、尘埃等污染物，致使该地区环境遭

到比较严重的破坏，酸雨十分严重。楼梯、栏杆、走台等处

均出现了大幅度的锈蚀现象，导致栏杆摇晃，走台出现凹坑，

主梁积水严重，严重影响了工作人员和设备的安全。

二、原因分析

1.环境污染。

2.设计安装存在缺陷，金属表面处理不到位，底漆脱落

严重。

3.由于为充分考虑环境因素，所选材质与环境不符，耐

腐蚀性不强。

三、解决方案及过程
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1.对包括回转臂上的楼梯、栏杆、走台全部进行更换。

2.栏杆采用φ32×2.5的304不锈钢管制作。

3.走台及栏杆护脚板采用б5н的201不锈钢花纹板制

作。

4.楼梯主梁采用200槽钢，梯步采用201不锈钢花纹板制

作，每个梯步与主梁横担之间采用不锈钢螺栓连接。

5.所有走台均采取一定的倾斜度（小于50），且低于主

梁上平面5mm 左右，便于排水，防止主梁积水，

6.门机上下游侧第二横梁加装排水盖板。排水盖板应与

走台盖板的接缝应实行满焊，并具有一定的倾斜角度，防止

雨水积水进入主梁上平面，同时保证该层不锈钢板与主梁有

一定的空间，便于通风，防止主梁积水受潮。

7.在安装门机上游侧第二横梁的排水盖板前应制作支

撑架，确保排水盖板有足够的强度和一定的坡度，防止产生

变形和便于排水。

四、效果评估

1.门机的楼梯栏杆、走台换位不锈钢以后，锈蚀问题得

到彻底解决。

2.楼梯、走台更换以后，强度得到加强。

3.走台采取倾斜安装以及加装引水盖板以后，主梁积水

问题得到解决，基本没有积水。

4.楼梯、栏杆、平台更换以后，解决了锈蚀和积水问题，
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极大地延长了设备的使用寿命，也保证了工作人员的安全。
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某电站泄洪洞工作门提门时液压启闭机无杆腔压力异常

一、现象描述

某电站泄洪洞工作门在提门过程中会时常出现无杆腔

压力偏高现象，压力偏高值约为 2.5MPa，并报无杆腔压力过

高故障。该种现象在闸门运行一段时间短暂停止后，再次提

门时出现的频率较高，且阀组动作伴有剧烈震动，同时报无

杆腔压力过高故障致使闸门无法开启。

二、原因分析

经分析导致此种现象的原因主要有以下 3 种：

1.回油管路、阀组堵塞致使提门时油缸无杆腔中的液压

油无法快速流到回油箱中，从而使无杆腔憋压、压力偏高。

2.通过更换新的回油滤芯已排除滤芯堵塞因素，但不排

除滤芯的过滤精度过高、过滤面积过小，致使提门时油缸无

杆腔中的液压油无法快速通过滤芯回到油箱中，从而使无杆

腔憋压、压力偏高。

3.液压油使用年限较久，而滤油又只能过滤回油箱中的

液压油，油缸中的液压油可能杂质较多或变质，因而无法快

速流回回油箱中，导致憋压。

三、解决方案及过程
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1.对回油管路、阀组等部件进行分解、清洗，使回油管

路畅通、无堵塞现象。

2.更换满足设备运行要求但过滤精度低一些、过滤面积

大一些的回油滤芯，使液压油有能顺利通过滤芯回到回油箱

中。

3.首先对回油箱的液压油进行过滤，然后让闸门进行多

次全行程试验，使油缸中未过滤的液压油回到回油箱中，再

对回油箱的液压油进行过滤，通过反复多次，使设备中的液

压油都能进行充分过滤，确保液压油满足要求。

四、效果评估

结合设备检修进行专项治理，目前泄洪洞工作门操作时

无杆腔压力正常，动作平稳，设备治理效果明显。
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金结设备

某电站 5#溢洪道闸门下沉速度过快

一、 现象描述

2014 年 11～12 月，发现某电站 5#溢洪道闸门下沉速度

为 0.1～0.2m/min，远超检修规程规定值。

二、 原因分析

按正常方式将闸门提起 3—4m 后停止，关闭阀组出口高

压阀，检测此时闸门沉降值仍为 0.1～0.2m/min，故判定缺

陷出在油缸内部，初步判断为油缸内部密封件失效。

三、 解决方案及过程

1.落检修闸门；落工作闸门，并在其底部垫垫块，排积

水；

2.拆除左右两侧油缸，吊至坝面解体，确认缺陷位置及

种类；

3.将损坏的部件返厂修复；

4.部件修复后，配置油缸内部密封装置；

5.回装试验（油缸试验、带闸门试验）。
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活塞杆表面及油缸内壁工作段损坏情况

四、 效果评估

目前，入汛后某站 5#溢洪道正常使用时间超过 3 个月，

闸门沉降值符合检修规程要求，效果良好。
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某站机组尾水门漏水大处理

一、缺陷现象

在2015-2016年度检修期，发现某站1F、2F机组尾水门

均存在漏水现象，1F机组漏水量明显大于2F机组。

1F机组1#尾水门左下角和右下角有漏水（详见图1），2#

尾水门左下角有长约40cm侧水封漏水，漏水较大（因漏水较

大，无法拍摄清晰图片，也无法判断是因门槽损坏还是水封

损坏造成漏水）。

2F机组1#尾水门左下角和右下角有漏水（详见图2），右

上方边墙混凝土有一个约ø5cm小孔漏水。2#尾水门止水严

密。

1F 机组 1#尾水门漏水情况 2F 机组 1#尾水门漏水情况
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1F、2F 机组尾水门漏水位置示意图（面向下游）

二、原因分析

1.检查发现，尾水门水封材料老化，局部存在损坏现象。

2.尾水门门槽及轨道可能存在损坏现象。

三、解决方案及过程

1.在 2016～2017 年度检修期开始之前，对上厂机组尾

水门水封进行更换。

2.在 2016～2017 年度检修期，对上厂机组尾水门门槽

及轨道进行潜水检查（水下摄像），查找缺陷部位及原因，

为下一步制订处理方案提供依据。

四、评价效果

2016 年汛期对某站上厂 1-4#尾水门水封进行了更换，

2016-2017 年检修期对尾水门槽进行了水下检测，未见异常，

同时结合机组检修对尾水门漏水情况进行了检查评估，上厂

机组尾水门水封止水效果良好。
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某站溢洪门旋转编码器联轴器松动处理

一、缺陷现象

2016 年 7 月 5 日，7#溢洪门执行全关时，上位机和现

地 PLC 控制屏报“某站 7#溢洪门左荷重传感器超下限”，“7#

溢洪门装置故障”，现场检查发现钢丝绳有轻微下垂，溢洪

门无全关信号。

7 月 5 日下午，检修公司对 7#溢洪门进行了检查处理，

调整了旋转编码器零点，2 次进行启闭溢洪门试验，溢洪门

关闭正常。

7 月 6 日，总厂、检修公司技术人员，再次对 7#溢洪门

进行试验，控制系统再次报“左荷重传感器超下限”，溢洪

门无全关信号，溢洪门左右两侧钢丝绳均有轻微下垂。再次

调整了旋转编码器零点，同时检查发现旋转编码器与滚筒联

轴器 1 颗锁紧销钉滑丝，无法紧固（共 2 颗锁紧销钉），处

理时更换并紧固 2 颗锁紧销钉。

二、原因分析

某站 7#溢洪门旋转编码器与滚筒联轴器锁紧销钉滑丝，

引起旋转编码器零点漂移，溢洪门下落到位后，无全关信号，

控制系统继续执行落门操作，钢丝绳出现下垂，此时溢洪门

左荷重低于停机值（8t）+溢洪门未全关，报“左荷重传感

器超下限”同时溢洪门停机。

三、解决方案及过程
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对比 8#、9#溢洪门检查发现，7#、8#溢洪门旋转编码

器与滚筒采用联轴器+软连接方式连接，9#溢洪门旋转编码

器与滚筒通过焊接+软连接方式连接。为防止连轴器松动，

检修公司在 7#、8#溢洪门联轴器上增加了抱箍。（详见图 1、

图 2、图 3）

7#溢洪门旋转编码器与滚筒连接处结构

8#溢洪门旋转编码器与滚筒连接处结构
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9#溢洪门旋转编码器与滚筒连接处结构

结合溢洪门检修，对旋转编码器与滚筒连接方式进行优

化，采用钻孔攻丝、螺栓销钉配合螺栓锁固剂方式进行加固

处理，可确保连接牢固（见图 3），有效降低缺陷发生率。

旋转编码器与滚筒连接处结构

四、评价效果
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已结合某站溢洪门检修，重新制作了联轴器对溢洪门旋

转编码器联轴器进行了更换，更换后联轴器未出现松动现

象，治理效果明显。
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某站大坝 9#溢洪门关闭不严处理

一、缺陷现象

某站大坝9#溢洪门在2016年5月进行的第一次及以后多

次现地动水试验中，闸门全关信号正常，但均存在不能落放

到位现象，闸门第二节节间水封及底水封漏水严重，门槽左

侧轨道距底部约1m处有较深压痕。

二、原因分析

1.闸门台车与门槽轨道间隙过大，闸门下落过程中，受

水流冲击作用，门体发生左右偏移，台车轮缘压在门槽轨道

面上，在水流冲击荷载作用下，门槽轨道面受损，同时台车

轮缘压在门槽轨道面上，对门槽形成挤压，增大了闸门启闭

的摩擦力。

2.闸门 12 组台车中大部分的偏心轴已经锈蚀卡死，失

去调节功能。根据以往动水启闭记录荷重数据分析左右荷重

增加 10T 左右，2014 年台车改造后运行两年，台车大轴、滚

动轴承因河水及河沙造成摩擦系数增大是造成闸门不能全

关到位的主要原因。

三、解决方案及过程

1.在2016～2017年度检修期对存在缺陷的9#溢洪门台

车全部返厂进行修复，回装时调整台车与门槽轨道间隙。

2.密切监视7#、8#溢洪门汛期运行情况，对存在的隐患

计划于2016～2017年度检修期进行整治。



128

3.对于2016～2017年度检修期进行的某站4#溢洪门台

车技改，将更改台车偏心轴的材质和适当调整间隙，避免出

现类似缺陷。

4.对9#溢洪道门槽轨道面损坏部位进行处理。

四、效果评价

结合某站9#溢洪门检修，将台车全部返厂进行了修复，

并按照成勘院方案将最下节门叶台车更换为了滑动轴承台

车。同时对溢洪道门槽受损部位进行了修复。修后闸门启闭

正常，关闭严密，治理效果明显。
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某电站 1、2 号泄洪洞进口检修门吊头动滑轮卡阻

一、现象描述

2016 年 4 月，在某电站 1 泄洪洞流道检修期间发现某电

站 1、2 泄洪洞进口检修门吊头动滑轮存在卡阻现象，钢丝

绳与动滑轮存在滑动摩擦，并产生大量的热量，部分滑轮已

被钢丝绳磨出了沟槽，严重威胁着设备的安全稳定运行。此

外，因滑轮转动不灵活，闸门全关时充水阀无法关闭到位，

存在较大的漏水量。

二、原因分析

通过将其中的一个动滑轮拆除后检查发现，其自润滑轴

承套磨损严重，并产生了大量磨损的黑色粘性粉末，使滑轮

转动受阻。此外还发现滑轮对间隔圈的磨损较为严重，间隔

圈已基本磨坏。
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泄洪洞进口检修门吊头动滑轮磨损情况

三、解决方案及过程

1.更换吊头动滑轮的自润滑轴承套。

2.更换损坏的间隔圈，重新调整滑轮与间隔圈间隙，使

滑轮不过渡摩擦间隔圈。

3.对动滑轮上被钢丝绳磨出的沟槽进行打磨，使沟槽不

会损失钢丝绳，此外，对钢丝绳进行全面检查，确保钢丝绳

无安全隐患。

四、效果评估

目前该项工作正在处理中，最终处理效果需进一步观

察。
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某电站 2 号泄洪洞工作门两侧油缸有杆腔压力偏差值较大

一、现象描述

某电站 2 号泄洪洞工作门液压启闭机在提落门时，局部

开度段内两侧油缸压力偏差值较大，最大差值达 5MPa 左右。

两侧油缸有杆腔压力差值过大时，门体处于偏斜状态运行，

闸门虽未卡住，但单侧油缸及侧轮却承受着巨大的压力，长

时间运行会使油缸或侧轮受损。

二、原因分析

经分析导致此种现象的原因主要有以下 3 种：

1.闸门开度传感器检测的开度与门体实际开度不符，无

法给出正确的指令控制纠偏电磁阀工作。

2.纠偏电磁阀工作异常，不执行纠偏指令。

3.指令及阀组均正常，但纠偏管路堵塞，高压侧油缸无

法正常泄压。
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泄洪洞工作门液压启闭机纠偏系统原理图

三、解决方案及过程

1.结合闸门实际开度和启闭机油压情况对开度传感器

采集的两侧开度进行适当修正，使纠偏指令及时准确发出。

2.对纠偏电磁阀进行检查、试验或更换，使阀组可正常

动作。

3.对纠偏管路及阀组进行分解、清洗，确保管路、阀组

无卡组。

四、效果评估

结合设备检修进行专项治理，目前 2 号泄洪洞工作门无

水及有水试验时两侧油缸压力偏差已得到改善，最终处理效

果需进一步观察。
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某电站 4F 机组进水口 3 号工作闸门动滑轮发卡

一、现象描述

2 月 17 日，运行人员操作关闭某电站 4F 机组工作闸门

时，发现 3 号工作闸门固定式卷扬机动滑轮组的部分滑轮不

转动，同时定滑轮组中部分滑轮转动时伴有停顿现象。

二、原因分析

由于动滑轮组长期浸泡在水中，工作环境恶劣，使轴套

（材质为工程塑料合金）产生磨损，导致动滑轮发卡。当部

分动滑轮发卡时，使得钢绳受力发生变化，定滑轮组部分滑

轮转动中发生停顿现象。

三、解决方案及过程

经分解检查动滑轮组，发现更滑轮轴套磨损严重，更换

了 8 只合金铜套后（JDP 固体镶嵌轴套 310X330X150 、浙江

双飞），回装动滑轮，检查钢丝绳无异常。

滑轮组轴套分解情况

四、效果评估
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4F 机组 3 号工作闸门动滑轮组轴承更换后，固定式卷扬

机带门工作提落正常，设备治理效果明显。
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某电站 2 号溢洪道工作闸门门体启闭发卡、异响

一、现象描述

某电站2号溢洪道工作门在运行至大约6m-10m区间内，

发出异常的尖锐摩擦声，并伴有抖动现象。该现象虽然不影

响自动运行，但仍对设备的安全稳定运行造成隐患。

二、原因分析

经分析，造成闸门发卡、异响的原因可能有以下三点：

1.闸门开度检测数据与在门槽中的实际位置不相符，导

致闸门偏斜后开度传感器判断平衡而不纠偏，或者闸门平衡

时开度传感器检测为不平衡而错误纠偏，从而使闸门偏斜运

行。

2.闸门侧轮加工尺寸较图纸设计尺寸偏大，或侧轮安装

垫板较图纸设计尺寸偏厚，导致侧轮与门槽严重挤压发出异

响。
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某电站溢洪道弧形闸门侧轮图

3.闸门两侧钢板与门槽刮擦产生发卡、异响。

三、解决方案及过程

1. 检查纠正闸门支铰、支臂等钢结构尺寸，或调整开

度传感器检测数据使闸门在门槽正中运行。

2. 根据设计图纸尺寸重新校核各个侧轮尺寸，对偏差

较大的侧轮进行重新加工和安装。

3. 对闸门两侧钢板或门槽突出部位进行打磨处理。

四、效果评估

目前溢洪道工作门无水试验时发卡、异响现象已得到改

善，最终处理效果需进一步观察。
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油系统设备

某站 5F 压油泵启动频繁问题处理

一、缺陷现象

某站 5F 机组压油泵启动频繁，分别选取了机组带稳定

负荷、停机备用时油泵启停间隔时间进行分析：

并网运行：3 月 1 日（17:06～21:33），带 110MW 固定负

荷；3 月 17 日（1:16～10:00），带 103MW 固定负荷，记录压

油泵停泵到启泵时间间隔 3 次，分别为 2.42、3.53、2.75

小时；4 月 22 日，带 100MW 固定负荷，记录压油泵停泵到启

泵时间间隔 2 次，分别为 2.5、2.03 小时；

停机备用：3 月 1 日（7:04～17:06）、3 月 16 日（9:03～

17:21），机组停机态，记录压油泵停泵到启泵时间间隔 4 次，

分别为 1.7、1.78、1.87、1.7 小时；4 月 26 日，机组停机

态，记录压油泵停泵到启泵时间间隔 2 次，分别为 1.45 和

1.48 小时。

二、原因分析

接力器活塞运行多年，活塞密封存在老化现象，导致接

力器内部渗漏量大。机组油耗大，导致压油装置启动频繁。
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三、解决方案及过程

对某站 5F 机组接力器活塞进行改造，更换密封结构。

取消原接力器所采用的活塞环密封，采取新型的组合密封

环，详见下图，图中 A 所示位置为原活塞环所在位置，更换

为新型的组合密封结构（见图所示密封）。图中 B 所示位置

为后期加工沟槽，增加两道支撑环（抗磨环）沟槽，设置两

道抗磨环。

备注：新型的组合密封环采用聚醚聚氨酯车削而成，相

对于常规橡胶，具有以下优点：

（1）具有优良的弹性模量、抗磨能力、抗撕裂能力以

及较高的抗拉强度、扯断强度、扯断伸长率等优良性能。

（2）优良的抗水解性能。O 形圈采用优质丁腈橡胶，具

有高弹性，低压变的特性。

新型组合密封结构图
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接力器活塞局部图

四、评价效果

结合某站 5F 机组检修对接力器活塞进行了改造，将活

塞环密封更换为新型组合密封环，处理后 5F 机组停机时压

油泵启动间隔时间为 6h（处理前为 1-2h），治理效果明显。
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某站 6F 漏油泵启动频繁问题处理

一、缺陷现象

2016 年 4 月，总厂进行设备运行趋势分析时发现某站

6F 机组在停机态时漏油泵启动较为频繁，停机时漏油泵启动

间隔时间仅为运行时的 1/6 左右，数据详见下表：

时间 机组状态 启动间隔时间

3月 17～18 日 开机 6 小时

04 月 28～29 日 停机 0.83 小时

4 月 13 日 开机 6.13 小时

4 月 3 日 停机 0.92 小时

4 月 10 日 停机 0.92 小时

二、原因分析

1.现场检查情况

2016 年 5 月 5 日，龚电总厂分别在 6F 机组开机和停机

时对漏油箱相连的各管路进行检查，通过拆分管路发现：①

接力器排油阀、纯机械过速排油阀、接力器锁定排油管、至

回油箱油管均无漏油；②42DP 排油管一直存在油流流向漏油

箱，且机组运行时漏油量明显比机组停机时小的多。
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6F 机组运行时，42DP 排油管拆分后油流情况

6F 机组停机时，42DP 排油管拆分后油流情况

进一步检查发现机组停机时，事故配压阀前端至 42DP

的油管有漏油情况，且漏油量与 42DP 排油管油量相当，涌

油情况见下图。
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6F 机组停机时，事故配压阀前端至 42DP 的油管拆分后涌油情况

6F 机组检查时，管路分解情况

为进行对比分析，总厂对某站 1F 机组进行了同样的检

此油管分解

此油管分解
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查和试验，结果发现 1F 机组事故配压阀前端至 42DP 的油管

拆分后明显无漏油。

1F 机组停机时，事故配压阀前端至 42DP 的油管拆分后无明显漏油情况

渗油路径示意图

如上图所示，事故配压阀前端至 42DP 管路漏油的油源
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只有事故配压阀和油阀。

三、解决方案及过程

2016 年 5 月 26 日， 6F 机组汛前小修时分解事故配压

阀发现，事故配压阀靠油阀侧“O 型”橡胶密封未被充分压

缩。处理时间更换了橡胶密封，并在密封槽内增加了铜垫，

确保“O 型”橡胶密封能够被可靠压缩。

四、效果评估

更换“O 型”橡胶密封后，6F 机组停机时漏油泵启动间

隔时间 20h，机组运行时漏油泵启动间隔时间 37h,处理效果

好。
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气系统设备

某电站机组蜗壳、坝前吹扫用气管路改造

一、现象描述

某电站机组投产后，机组技术供水的蜗壳取水和坝前取

水吹扫时需要连接临时管路，给运行人员增加了不必要的工

作量，不利用高效地开展工作。

二、原因分析

低压气系统管路安装时未充分考虑现场使用条件，设计

不完善。

三、解决方案及过程

从技术供水室检修用气管路阀门处分支取气，通过现场

配管将压缩空气引至蜗壳、坝前取水管路吹扫用气阀门，将

原有临时管路改造为永久固定管路。
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蜗壳、坝前吹扫用气改造后

四、效果评估

目前，1F～4F 管路改造已完成，使用效果良好，给运行

维护工作提供了便利。
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某电站中压空压机润滑油乳化

一、现象描述

某电站中压空压机为德国宝华的 I28 系列活塞式空压

机，适合于长时间运行。自投产以来，中压空压机屡次出现

润滑油乳化现象，极易造成空压机活塞、曲轴损伤，影响空

压机安全稳定运行。

二、原因分析

中压空压机单次运转时间为 12～13 分钟，较短的运转

时间导致润滑油长期处于低温状态。较低的油温无法使通过

活塞进入曲轴箱的水分蒸发成气体排出，时间一长，导致中

压空压机润滑油乳化。

三、解决方案及过程

调整中压气系统控制程序，在空压机启动时打开气罐排

污电动阀，增加空压机运行时间，确保每次启动不少于 1 小

时（同时做好超压和低压的防范措施）。

四、效果评估

调整控制程序后，中压空压机润滑油已无乳化现象。治

理效果好。
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某电站低压空压机不能排污，导致空压机油乳化

1.现象描述

某电站低压空压机运行几个月就会故障，不能正常启

动，对空压机进行检查，发现空压机润滑油乳化。

2.原因分析

某电站低压空压机出口管路上过滤器设置有电磁排污

阀，但设计院未设计电磁排污阀启动回路，低压空压机控制

系统无控制排污阀逻辑，施工单位也未敷设电缆，导致空压

机出口管道长期积水，空压机润滑油频繁乳化。

3.解决方案及过程

从空压机出口电磁阀到控制屏敷设电缆，接入低压空压

机控制屏，在控制逻辑中设置每次空压机停止后 10s 排污一

次，排污时间 10s。同时设置定期排污功能，在空压机未启

动时，隔 5 个小进行排污。

4.效果评估

现空压机出口排污阀运行正常，是否发生油乳化现象需

要进一步评估。
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技术供水系统

某站机组技术供水系统 DN400 蝶阀开关失灵

一、缺陷现象

某站机组技术供水室 DN400 蝶阀多次出现阀板销钉脱

落、断裂造成阀门开关失效。

二、原因分析

1.机组在长年的运行中，阀芯在机组振动、水流冲击等

作用下，销子松动、脱落，最终导致阀芯脱落。

2.该缺陷主要发生在动作频繁的阀门上，经过对更换的

阀门分解检查发现，虽然已经对定位销进行焊接，但是焊接

部位均冲刷严重，焊点脱落，反复动作，造成了销子的松动、

脱落。

三、解决方案及过程

1.安装阀芯时，在螺纹处加螺纹紧固剂，防止螺纹松动。

2.将阀体与传动机构间进行点焊固定或加装防转销，有

效防止阀芯的转动，防止螺纹松动。

3.结合机组技术供水的技术改造工作，将技术供水系统

阀门全部更换为盲销蝶阀。

四、评价效果

结合某站机组检修，对技术供水管路和阀门进行了改

造，将技术供水室DN400蝶阀全部更换为博雷盲销式蝶阀，
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更换阀门后的机组技术供水运行正常，治理效果明显。
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某电站技术供水系统设备及管路防结露处理

一、现象描述

某电站技术供水系统设备及管路严重结露， 冷凝水流

淌到地面致使积流成滩，同时冷凝水造成管路、法兰以及连

接螺栓严重锈蚀，给设备运行带来安全隐患，而且在拆卸设

备时造成螺纹丝牙咬死现象，给设备检修带来极大不便。

二、原因分析

技术供水水源水温相对较低，与厂房温度形成较大温

差，致使水蒸气在管路表面凝结，导致管路锈蚀；管道表面

的结露水珠在重力作用下降落在地面，而新的结露又随之产

生。反复环循必将导致地下积水，而积水所导致的厂房湿度

的增加又进一步加重结露。

三、解决方案及过程

为消除安全隐患，防止管道结露现象的产生，根据类似

工程经验，管道保温层采用 50mm 厚 B1 级难燃保温橡塑材料，

接缝处严密粘接，防止结露。保温层外敷铝皮，兼顾防护和

美观效果。
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技术供水管路包防结露材料

技术供水管路包防结露材料

四、效果评估

目前，某电站 1F-4F 机组技术供水各管路防结露处理已

完成，取得良好效果。
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某电站机组技术供水泵联轴器加装防护罩

一、现象描述

某电站机组投运以来，机组技术供水泵联轴器处裸露无

防护措施，水泵运行中运行维护人员容易误碰转动部分。

二、原因分析

根据《电力安全工作规程（热力和机械）》第 3.4.1 规

定“机器的转动部分必须装有防护罩或其他防护设备（如栅

栏），露出的轴端必须设有护盖”，机组技术供水泵联轴器

处于高速旋转中，其联轴螺栓等部位有脱落飞逸危险，同时

运行维护人员容易误碰转动部分，造成人身伤害。

三、解决方案及过程

在水泵联轴器处加装防护罩，防护罩可以方便拆卸进行

设备状况检查，同时防护罩下端与水泵基座采用螺栓连接，

便于检修维护时拆装。

联轴器加装防护罩后情况
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四、效果评估

目前，1F～4F 机组技术供水泵已全部加装防护罩，取

得良好效果。
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某电站机组技术供水四通阀发卡

一、现象描述

某电站水电站机组技术供水正反向供水通过四通阀实

现，但是在切换正反向供水时，出现了四通阀不动作的现象，

所以需要对阀门进行更换，由于夏天水质较差，经常一个方

向供水会导致冷却器堵塞，对设备安全运行造成威胁

二、原因分析

根据 2016 年汛期对 2F 机组技术供水四通阀发卡，后对

其分解检查，导致四通阀出现缺陷的原因有以下：

（1）四通阀轴长期与水接触，阀轴材质不过关导致阀轴

锈蚀而出现发卡现象；

（2）夏天水中夹杂大量泥沙，泥沙进入到转动部件与阀

座之间，导致四通阀发卡；

（3）由于阀轴转动摩擦力矩增大，导致驱动机构运行时

的阻力增大，从而出现电气开关节点与机械节点出现偏差现

象。

三、解决方案及过程

针对现有四通阀厂家已不存在，调研国内四通阀实际情

况，选择结构可靠、检修维护便捷的四通阀产品，在一台机
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组上安装使用。并对其余存在故障的技术供水四通阀进行彻

底分解处理,清洗内部锈蚀部件，更换密封，调整机械与电

气全开、全关位置。

四通阀阀芯

四通阀止水

卡环破损密

四通阀阀座
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（一）旧阀门拆除

（1）机组停机；

（2）将四通阀控制方式置切除位置，将控制电源和动力

电源切除，关闭坝前取水阀门，关闭蜗壳取水进水阀；

（3）场地铺设，在四通阀周围铺设胶皮，准备足够塑料

薄膜，搭设起重三角架，保证三脚架稳固；

（4）拆除技术供水四通阀外面的防结露；

（5）拆除四通阀上部电机线，观察压力表是否有残压，

将塑料薄膜铺设完备，拆除法兰过程中排除残余水到地漏

中。排水结束后，可拆除四通阀连接螺栓；

（6）拆除上游侧与四通阀连接弯管，同时将阀体捆绑，

准备起吊；

（7）将旧阀放在胶皮上，阀体下垫上方木防止滑动。

（8）将拆除旧阀进行彻底分解检查、修复；

（二）新阀门安装

（1）检查新阀门各法兰面螺栓孔孔距、法兰密封面宽度

是否与管路法兰相匹配，检查新阀长度是否与安装空间相匹

配；

（2）手动操作四通阀，检查四通阀是否开关灵活、阀芯

是否到位，调整阀芯机械限位位置；

（3）检查清扫各法兰面；

（4）制作新胶垫，胶垫厚度与原胶垫一致，防止回装后
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阀体长度不足。四通阀四面法兰对齐后将螺杆穿入若干螺丝

孔，再进行对齐定位，紧固所有螺丝，最后用塞尺检查组合

缝看是否存在间隙；

（5）将四通阀电源线接到位；

（三）新阀调试

（1）联系运行人员，投入电源；

（2）用电动执行机构，现地操作四通阀；

（3）检查四通阀电气节点与机械限位节点是否同步，若

不同步则需调整电气节点；

（4）调试结束后，将上游侧弯管回装，并恢复防结露材

料。

四、效果评估

2015-2016 年度机组四通阀分解拆机四通连接管路，检

查调整阀芯实际位置，投运后仍发生 2F 机组四通阀发卡；

2016-2017 年度彻底分解处理 1F、2F、4F 机组四通阀，目前

运行良好，新选型采购的博雷四通阀于 2017 年 6 月到货，

待检修期进行更换安装，最终处理效果需新阀更换后评估。
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某电站机组技术供水系统部分管路锈蚀穿孔及法兰裂纹

一、现象描述

自 2015 年起，某电站机组技术供水系统部分管路陆续

发现存在法兰裂纹、管路锈蚀穿孔等现象,危及设备的安全

稳定运行。

二、原因分析

1.法兰裂纹

（1）法兰本身存在质量缺陷。

（2）由于法兰焊接的残余应力过大，在长期带压、振

动等因素的影响下，导致了法兰出现开裂趋势。

2.锈蚀穿孔

（1）管路本身存在质量缺陷

（2）由于管路内部长期浸泡在污水中，污水中含有大

量腐蚀性物质，易加速管路腐蚀速度；外部长期被包裹在防

结露保温材料内，当管路表面结露长期滞留在保温层，保温

层材料、水、气、固等组成较为复杂的不均匀多相腐蚀介质，

在管道不同部位界面上，形成不同的金属电极电位，通过一

些导电介质形成腐蚀电池。

三、解决方案及过程

1.对技术供水系统管路法兰及相邻管路进行重新配焊

更换、探伤检查等处理。（主要是指机组蜗壳放空阀、压力
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钢管排水阀、压力钢管取水电动阀、机组技术供水泵进水阀

及以上阀门前端管路法兰，顶盖排水系统排水阀、压力钢管

取水泄压阀、机组技术供水系统滤水器排污阀及以上阀门后

端管路法兰等部位）。

2.对技术供水系统排污管路及顶盖排水管进行重新配

焊更换、探伤检查等处理。

3.探伤检测合格后进行防腐刷漆处理，在机组投运前恢

复防结露。

更换后滤水器排污管

四、效果评估

2016-2017 年检修期间，对 6 台机组技术供水系统管路
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法兰及相邻管路进行重新配焊更换；对技术供水系统排污管

路及顶盖排水管进行重新配焊更换，现技术供水系统及相关

管路设备无渗漏，设备治理效果明显。
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渗漏检修排水系统

某电站排水泵泵座加装防护罩

一、现象描述

某电站自机组投运以来，排水系统深井泵与电机联轴器

处裸露无防护措施，水泵运行中运行维护人员容易误碰转动

部分。

二、原因分析

根据《电力安全工作规程（热力和机械）》第 3.4.1 规

定“机器的转动部分必须装有防护罩或其他防护设备（如栅

栏），露出的轴端必须设有护盖”，排水系统深井泵联轴器

处于高速旋转中，运行维护人员容易误碰转动部分，造成人

身伤害。

三、解决方案及过程

在深井泵联轴器外加装防护罩，防护罩与深井泵泵座采

用螺钉连接，便于检修维护时拆装。
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泵座加装防护罩

四、效果评估

目前，坝基、渗漏、检修排水系统 9 台深井泵泵已全部

加装防护罩，消除了人员误碰的安全隐患。
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其他

某电站清水系统增设调压水池

1.存在问题

某电站水电站清水系统水源取自大坝上游左岸泄洪洞

处，通过 2 台低位深井潜水泵和 3 台高位深井潜水泵送至水

处理厂，经水处理厂内的全自动滤水器、一体化净水设备、

消毒剂投加设备、絮凝剂投加设备等水处理设备处理后送至

水厂水池，供 GIS 楼、地下厂房清水系统及消防水系统使用。

某电站水电站机组工作密封主用水来源为清水系统，工

作压力范围 0.2～0.6MPa，消防水压范围为 0.2～0.8MPa，

水厂水池高程▽1856m，水轮机高程▽1691.5m，高程差

174.5m;若采用直接供水，供水压力过大。

2.原因分析

采用直接供水方式，最高水压将达到 1.7MPa 以上，不

满足设备运行要求，存在管路爆管及法兰破裂的风险。

3.解决方案

（1）在大坝左岸高程▽1756m 处设置调压水池，水厂水

池的水通过调压池降压后供机组主轴密封及地下厂房消防

水使用，压力满足要求。

（2）调压池设置自动补水装置，在水量不足时自动向

调压池补水，防止主轴密封供水中断。
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（3）在清水系统故障，水量与水压不满足机组最低运

行要求时切换至主轴密封备用水。

4.效果评估

待实施后进一步观察。
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某电站机组基坑内冷却水管路防结露处理

一、 现象描述

某电站机组基坑内冷却水管路夏天时结露严重，给设备

运行带来安全隐患。

二、 原因分析

技术供水水源水温相对较低，与机组基坑内温度形成较

大温差，致使水蒸气在管路表面凝结；因冷却水管路在定、

转子设备上方，容易造成定、转子绝缘损坏。

三、 解决方案及过程

为消除安全隐患，防止机组基坑内冷却水管道结露现象

的产生，根据类似工程经验，在冷却水管道上包裹一层羊毛

毡，消除了管路结露。

四、 效果评估

目前，某电站 1F、2F 机组基坑内冷却水管道夏天结露

问题已解决。
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电气一次部分

发电机

某站机组滑环碳刷打火

一、现象描述

2016 年汛期，某站运行人员在巡回检查时发现 1F、3F～

7F 发电机碳刷在运行中打火，每台机组打火碳刷数量占碳刷

总数量的 50%以上。

二、原因分析

经分析，某站机组碳刷打火原因有两点：一是该批次刷

握弹簧压力偏小，导致刷握压力不足，在机组运行过程中造

成碳刷与滑环结合紧密度不够而打火；二是刷握与滑环之间

的间隙超过了 5mm，在机组运行中易造成碳刷摆动而打火。

三、解决方案及过程

利用 16～17 年检修期对某站 1F、3F～7F 刷握架进行更

换，根据厂家建议将弹簧压力由1.1kg/cm2调整为1.8kg/cm2，

同时将刷握与滑环间隙调整到 3～5mm。

调整后暂时未出现打火现象，且红外测温温度正常。以

1F 机组为例进行说明：

2017 年 5 月 13 日，对更换刷握后碳刷的运行工况进行

检查：励磁电流为 1033A，红外测温环境温度 30℃、滑环温

度 45℃、碳刷温度 48℃，滑环与碳刷温差最大为 3℃，同时
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检查碳刷磨损速度未见增加、滑环附近碳粉堆积较少、碳刷

未见打火现象。

1F 碳刷运行现状

四、效果评估

在 16～17 年检修期对某站 1F、3F～7F 机组刷握架进行

了更换，目前碳刷运行情况良好，打火现象基本消除。
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某站 14F 转子磁极交流耐压击穿

一、现象描述

2015 年 3 月，某站 14F 机组增容改造项目，在进行磁极

更换后的转子整体交流耐压试验时，19#、11#、66#磁极分

别在耐压 3000V、4800V、5300V 时发出放电声，其中 11#、

66#磁极击穿。现场拔出以上 3 个问题磁极，检查见 19#、11#

磁极有明显放电烧灼痕迹，放电部位为线圈通过上托板与磁

极铁芯间缝隙放电，如下图所示。

19#磁极

11#磁极
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66#磁极

二、原因分析

对 19#磁极进行了分解检查，检查见环氧板上的放电通

路如下图。

19#磁极放电点

继续分解其他问题磁极，发现磁极有共性问题，如下：

1．检查磁极内部卫生情况，发现有很多灰尘、杂质，

如下图。
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磁极内部粉尘

2．密封胶密封不严，容易开裂，且托板压块下方未进

行密封封堵，机组投运后碳粉及粉尘能够轻易进入磁极内

部，造成绝缘降低，甚至接地，如下图。

磁极密封胶密封不严

3．磁极线圈内壁侧清漆大部分已磨损，内壁基本无绝

缘层，如下图。
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磁极线圈内壁磨损

4．线圈与铁芯间绝缘板未塞满（如下图），运行中可能

产生晃动，进一步破坏磁极密封，加速绝缘的降低。

线圈与铁芯间绝缘板

5．对比 12F 磁极现场处理工艺，磁极铁芯下端部绝缘

纸包裹不严，铁芯 4 角没有覆盖绝缘纸，没有用 L 型绝缘纸

搭接，且没有用聚酰亚胺绝缘薄膜进行粘接加强绝缘，如下

图所示。
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14F 磁极下端

三、解决方案及过程

按磁极装配图纸和绝缘规范要求，对某电站 14F 磁极装

配进行分解处理：

1、将磁极线圈与磁极铁芯脱开，脱开过程严格防止损

伤磁极线圈。

2、将取出的磁极绝缘托板、极身绝缘、绝缘塞片、磁

极线圈内外表面等使用酒精或丙酮全面清理，对以上绝缘件

打磨部位补刷室温固化环氧胶。

3、去除磁极铁芯极身部位围包的纤维纸。使用环氧粘

接剂将聚酰亚胺薄膜粘带粘贴在磁极铁芯上，作为极身和角

落加强绝缘。

4、使用环氧粘接剂将纤维纸粘贴在磁极铁芯极身的四

个角部作为角部加强绝缘。

5、套入外托板，并将外托板与磁极铁芯之间的间隙调

整均匀。
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6、线圈套入后，用 F 级高强度层压玻璃布板将铁芯极

身与线圈之间的间隙塞紧作为极身绝缘。

7、在磁极线圈铜排上表面靠经铁芯侧用硅橡胶密封一

圈后装磁极内托板，然后再安装线圈压块。

使用硅橡胶封堵内托板与磁极铁芯间隙

8、对磁极装配进行全面清理、干燥后按绝缘试验规范

进行绝缘电阻、工频交流耐压和交流阻抗试验。

四、效果评估

处理后绝缘电阻合格，并顺利通过耐压试验。治理效果

好。
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某站 11F、12F 机组中性点使用接地变后，单相接地故障电

流不满足规范要求

一、现象描述

某站机组增容改造后，机组中性点接地方式由原来的经

消弧线圈接地改为经接地变（接地变副边负载为纯电阻）接

地。在对 12F 机组进行单相接地故障电流测试中发现，当机

端电压为全电压时，故障点电流为 24A，不满足《电力工程

电气设计手册 电气一次》中，对装设接地变压器及电阻时

“以限制发电机单相接地故障时，健全相的瞬时过电压不超

过 2.6 倍额定相电压，并尽可能限制接地故障电流不超过

10～15A”的要求。

二、原因分析

目前 11F、12F 机组中性点接地变的二次侧负载使用的

时纯电阻负载，该负载只能对单相接地故障中的电阻分量进

行补偿，而对容性分量不能起到补偿作用。因此，无法将中

的故障点电流限制在规程要求范围内。

三、解决方案及过程

通过在接地变二次侧加装小电抗的方式（见下图），补

偿单相接地时的电容电流，将接地点故障电流限制在 10～

15A。现已在 12F、13F、14F 机组接地变二次侧加装小电抗。

11F 中性点接地变改造计划在 2018 年检修期完成。



176

二次侧加装小电抗

四、效果评估

目前，已在 12F、13F、14F 机组接地变二次侧加装小电

抗，实测单相接地时故障点电流为 13～14A 之间。治理效果

好。
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某电站机组轴电流报警处理

一、现象描述

某电站水电站自机组投运以来，1-4F机组轴电流监测装

置频繁报警，实际检查轴电流大小在正常范围内，此误报警

直接影响了机组的正常开机并网运行。同时，由于长期误报，

影响了对机组正常运行过程中轴电流实际过大时的监视作

用，极易造成轴电流实际过大而监视不到位而损坏轴瓦。

二、原因分析

原理分析：根据同步发电机结构及工作原理，由于定子

铁芯组合缝、定子硅钢片接缝、定子与转子空气间隙不均匀、

发电机大轴中心与磁场中心不一致等原因，机组的主轴不可

避免地要在一个不完全对称的磁场中旋转。这样，在发电机

大轴两端就会产生一个交流电压。当发电机大轴两端出现接

地点时，就在大轴上产生了轴电流。

由于机组在正常运行时，转轮室里均充满水，转动部分

的绝缘电阻基本为零，这样大轴下部已然接地。当大轴上部

可能接地的部分有上导轴承、推力轴承、下导轴承、受油器

等出现绝缘降低或直接接地时，就可能在大轴上产生轴电

流。

现场检查：1.采用钳型电流表对轴电流互感器二次侧实

际电流进行测量，发现轴电流互感器二次侧轴电流实际值较

小在安全范围内并未达到报警值。2.通过将轴电流互感器二
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次侧电流接入录波器进行波形测量，发现轴电流互感器二次

侧电流高次谐波含量较大。

从故障现象及现场检查结果分析来看，轴电流监测装置

滤波功能不满足要求。厂家通过修改程序、增加滤波模块等

方式处理后，进行试验，均无明显效果，轴电流报警仍频繁

报出。

三、解决方案及过程

1.将轴电流互感器二次侧接入发电机保护装置 A 屏轴电

流采样回路。

2.将保护装置面板上备用功能压板定义为“投轴电流保

护”并将保护装置内部配线相应调整。

3.轴电流过大报警信号定义按照保护装置输出中央信

号、录波信号定义配置并将信号送至监控系统。

4.轴电流过大跳闸选取装置内备用跳闸继电器(TJ8)输

出至水机保护屏原轴电流过大跳闸回路实现跳闸功能。

5.设置报警及跳闸定值、设置好跳闸控制字。

四、效果评估

目前 1-4F 机组轴电流运行稳定，未发生误报警。
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某电站转子滑环绝缘低整治

一、现象描述

由于某电站机组转子滑环引线未做绝缘处理，在运行过

程中转子绝缘较低，经常在 20-30 兆之间。

二、原因分析

转子滑环引线未做绝缘包扎处理，机组运行过程中灰尘

和碳粉的逐步往转子滑环引线上堆积，造成转子绝缘逐渐降

低。

三、解决方案及过程

1.用圆锉清除滑环引线上的毛刺、尖角，并用白布酒精

擦拭干净；

2.将滑环引线受损部位进行清理后用环氧胶进行修补；

3.用云母带将转子滑环引线进行均匀缠绕两层；

4.玻璃丝带在使用前需要用 793 胶进行浸泡（浸泡充分

后捞起，晾至半干后才可使用）,793 胶分为 793A 胶和 793B

胶两种，在使用时需自己进行配胶，配胶比例为 793A：

793B=1：1，且玻璃丝带所用的 793 胶还需要加适量的丙酮

或无水乙醇（在丙酮份量够用的情况下不建议使用无水乙

醇）进行稀释，793 胶与丙酮混合的比例大概在 1：3 左右；

5.在缠好云母带的转子滑环引线上均匀缠绕玻璃丝带一

层；
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6.缠好玻璃丝带后使用 188 绝缘漆将滑环引线进行均匀

涂抹两次。

四、效果评估

目前 1-4F 转子滑环绝缘引线全部加装绝缘层，效果良

好。

转子引线绝缘处理后
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某电站机组定子绝缘盒溢胶处理

一、现象描述

2016 年 3 月，在机组检修过程中发现 1-4F 机组部分定

子绝缘盒存在溢胶现象， 具体数量为：1 号机定子上端部 6

个，下端部 8 个绝缘盒溢胶；2 号机定子上端部 1 个绝缘盒

溢胶；3 号机定子上端部 7 个，下端部 6 个绝缘盒溢胶；4

号机定子下端部 4 个绝缘盒溢胶。

二、原因分析

浙富厂家现场对定子绝缘盒溢胶情况进行了检查确

认，判断绝缘盒溢胶原因为绝缘盒灌注胶 AB 2 组份灌注前

未充分搅拌均匀造成绝缘盒灌注胶局部固化不良造成。

三、解决方式及过程

机组检修时再次通知浙富厂家到现场对 4 台机组定子绝

缘盒溢胶情况进行检查跟踪，对溢胶的绝缘盒（1F 机组 14

个、2F 机组 1 个、3F 机组 13 个、4F 机组 4 个）进行处理和

重新灌胶。

四、后续跟踪

利用汛前消缺的机会对机组定子绝缘盒处理情况进行跟

踪检查无异常，根据厂家要求，待今冬明春检修期进一步观

察。
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处理前 1 处理前 2

处理后 1 处理后 2
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某电站 2F 机组中性点墙壁渗水导致定子绝缘降低

一、现象描述

2016 年 5 月 8 日，总厂开展定期工作中，对 2F 定转子

检查工作时发现 2F 定子绝缘较低（R15=3.46MΩ、R60=16.6M

Ω），同时较 2015 年 12 月份机组检修后定子绝缘（R60）200

MΩ下降明显，随即组织检修公司及维护人员现场检查。

二、原因分析

检查定子及接地变无明显绝缘破损及烧伤情况，进一步

检查发现 2F 中性点引出线穿墙套管上方墙体有渗水，拆开

2F 中性点母线外侧隔离网后发现 2F 中性点部分母线及支撑

瓷瓶上均有明显水垢，见下图：

三、解决方案及过程

3.1 检修公司将中性点拆引后测量 2F 定子 A、B、C 三相

绝缘（R60）分别为 361MΩ、341MΩ、333MΩ，确认定子绕

渗水点
污损瓷瓶及母线
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组绝缘无异常，绝缘降低是由中性点母线及瓷瓶受潮引起。

进一步检查确认渗水是由发电机层上游墙体渗水沿地砖下

部缝隙流出到发电机内墙边，通过采取引流措施，将渗水引

至接水桶，确保设备不受潮。随后安排对 2F 上游墙排水沟

进行防渗处理，彻底解决了风洞内渗水问题。

3.2 渗水处理完毕后，检修公司对 2F 中性点铜排进行打

磨清扫，并更换 6 个支撑瓷瓶，测量定子绝缘（R60）为 326M

Ω，绝缘恢复正常。同时，检查其它三台机组未见渗水等异

常情况。

四、效果评估

目前某电站机组运行正常，治理效果良好。
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某电站 3F 机组转子绝缘不合格

一、现象描述

3F 机组投产试运行转机后,转子绝缘不合格,测量其绝

缘为 0MΩ。

二、原因分析

转子绝缘为 0MΩ，原因是转子存在接地点。检查发现从

主引线与集电环上连接处起，顺时针第 11 根连接螺杆有异

物直接接地是产生转子没有绝缘的原因。

三、解决方案及过程

对转子本体、主引线、集电环进行了初步检查，未发现

明显接地点，随即决定将主引线与转子本体和集电环断开，

分别对主引线、转子本体、集电环进行绝缘电阻测试。绝缘

测试发现，主引线和转子本体对地绝缘正常，转子本体与主

引线连接后绝缘也合格，因此确定集电环存在接地点。

经分析后初步判断为集电环与连接螺栓之间绝缘破坏。

采用排除法进行检查，发现从主引线与集电环上连接处起，

顺时针第 11 根连接螺杆内有积水，里面还有一根小铁丝。

七局安装人员进行清洁处理后绝缘测试正常，但转机后发现

转子对地绝缘又不合格。7 月 29 日中午，再次检查出现问题

的第 11 根连接螺杆发现螺杆上有锈迹，回装时出现卡死现

象，无法穿过上、下集电环。7 月 29 日下午，七局安装人员

对此螺杆进行除锈、打磨处理回装后绝缘测试正常。
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螺杆内发现的小铁丝

四、效果评估

通过清理排除，找到缺陷直接原因，通过清扫排除绝缘

降低隐患，目前该机组稳定运行，未再出现转子绝缘低情况。
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某电站 1～4F 机组定子测温垫条缺陷处理

一、现象描述

4F 机组测温电阻引出线无外护套，导致垫条中主、备用

测温电阻两组引出线屏蔽层间存在单点或多点短路，在电磁

感应作用下形成环流发热，从而逐渐烧损测温电阻引线、测

温垫条本体，最终引起线棒绝缘故障；

1-3F 机组圆芯测温垫条的屏蔽层及绝缘层均已剥除，仅

在靠出线侧端部保留有 3cm 长的的屏蔽层和绝缘层，测温电

阻屏蔽线绝缘存在异常。

二、原因分析

（一）4F 机组定子测温垫条缺陷原因分析

测温电阻垫条的制作为在垫条上开槽，将测温电阻嵌入

槽中再灌胶封装、打磨。开槽大小为：宽 19mm，高 3.5mm，

4F 机组定子绕组测温电阻引出线线径为 3.2mm，直接灌胶封

装将导致垫条厚度增加，定子槽楔无法安装。在垫条生产过

程中，封装单位将测温电阻引出线外护套剥掉（线径变为

2.2mm 左右），将两只电阻引出线放入槽中然后灌胶封装，导

致测温电阻引出线屏蔽层之间间歇性接通。

测温电阻屏蔽层在封装时，每隔 10cm 绑扎在一起，存

在多点金属性接触，在定子铁芯槽内交变磁场作用下形成环

流和放电火花，产生的热量逐渐累积直至烧损测温电阻屏蔽

层、引线、测温电阻垫条本体。
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屏蔽线中两点连通环流产生的热量集中在测温电阻垫

条屏蔽接触点部位，由于测温电阻垫条传热性能差，发热点

热量累加，以及屏蔽层接触点局部烧断形成放电火花，造成

测温电阻垫条从内到外烧损碳化，最终导致线棒绝缘故障。

图 1 4F 机组垫条内测温电阻引出线屏蔽层间导通情况

（二）1-3F 机组定子测温垫条缺陷原因分析

1～3F 定子测温垫条共 66 根屏蔽线绝缘异常（其中圆型

线 56 根，扁型线 10 根），垫条外观均正常，无放电、烧毁、

碳化等痕迹。对垫条绝缘异常的原因进行检查分析，发现圆

型引线测温垫条绝缘异常的原因有两种：屏蔽层裸露（见图

2 及图 3）和屏蔽层未裸露但内部短接（见图 4）引起，而扁

型引线测温垫条绝缘异常的原因均由垫条端部引线护层破

损裸露屏蔽层导致（见图 5）。

图 2 屏蔽层一点裸露情况（3F 505 槽） 图 3 屏蔽层明显裸露情况（3F 501 槽）
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图 4 屏蔽层未裸露但内部短接（3F 538 槽）

图 5 垫条端部引线屏蔽层裸露（1F 358 槽）

因测温垫条安装后，裸露的屏蔽层紧密接触定子线棒半

导体槽衬纸（见图 6），该纸由半导体材料组成具有一定的导

电性，且与定子铁芯紧密接触。因此，屏蔽层可通过该半导

体材料层与定子铁芯构成接地，导致测温电阻屏蔽线绝缘异

常。

图 6 定子线棒半导体槽衬纸
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三、解决方案及过程

（一）机组临时运行期间防范措施：

（1）针对 1F、2F、3F 机组部分测温电阻引线屏蔽层绝

缘低的问题，做如下处理：

1.针对主备电阻屏蔽层之间存在短路现象的，将主、备

电阻屏蔽层分别与外部电缆屏蔽层断开，做好绝缘包扎。

2.针对单个电阻屏蔽层存在接地现象的，将其中对地绝

缘为零的屏蔽层与外部电缆屏蔽层断开，做好绝缘包扎。

（2）下发通知要求运行人员加强监视，如 1F、2F、3F

机组在运行过程中发现定子线圈测温故障，立即申请调度停

机检查。

（二）机组测温垫条隐患彻底处理方案：

（1）4F 定子测温垫条隐患处理方案

利用检修机会，拆除全部上层线棒（576 根）及 144 根

下层线棒，对 4F 机组定子测温垫条进行全部更换。

（2）1～3F 定子测温垫条隐患处理方案

1.在机组检修时，将机组空冷吊开后对所有定子测温引

线进行复查，彻底查清测温电阻屏蔽线绝缘异常原因，区分

内部故障和外部引线故障。

2.若查明测温电阻屏蔽线绝缘异常由外部引线故障导

致，则采用绝缘包扎、穿黄腊管防护等方法进行处理。

3.若查明测温电阻屏蔽线绝缘异常由内部故障引起或
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由外部引线故障引起但是无法处理，则拔出相应上层线棒，

更换为扁线测温垫条，彻底处理测温电阻隐患。

4.对测温电阻屏蔽线绝缘检查正常的点，仍采用内窥镜

检查的方法检查外部引线有无绝缘破损情况，若存在，则按

照第 3 条方式进行处理。若检查正常，仍进行穿黄腊管防护

处理。

四、效果评估

按照处理方案已完成全部机组测温垫条隐患的彻底处

理，目前机组运行状况良好，治理效果较明显。
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某电站 1F 机组局部放电量偏高处理

一、现象描述

某电站水电站 1F 水轮发电机，2017 年 1 月份局部放电

系统显示放电活动密集，局部放电测试结果如表 1 所示。可

以看出，发生局部放电严重的部位位于 AC 相间、BC 相间、C

相。已超过18kV水轮发发电机局部放电量90%水平线（798mV）

以上，表明绕组绝缘已经在恶化。

表 1 某电站 1F 发电机在线局部放电测试表

相别 测试范围 Qm+ Qm-

A1-A-C1 50.0-850.0mV 0 0

A1-A-C2 50.0-850.0mV 0 0

B1-B-C1 200.0-3400.0mV 0 0

B1-B-C2 200.0-3400.0mV 0 0

C1-C-C1 200.0-3400.0mV 1935 1646

C1-C-C2 200.0-3400.0mV 0 0

A1-A2-C1 200.0-3400.0mV 0 0

A1-A2-C2 200.0-3400.0mV 2866 2600

B1-B2-C1 500.0-8500.0mV 3791 4371

B1-B2-C2 500.0-8500.0mV 0 0

C1-C2-C1 500.0-8500.0mV 2893 2821

C1-C2-C2 500.0-8500.0mV 0 0

二、原因分析

比较一年来电机局部放电量变化趋势，发现增长极小，

放电量基本稳定。可以推测，局部放电是电机本身特性所致，

或是在安装初期即存在。

为了验证数据的准确性，对该机组进行了离线局部放电

量测试，测试数据如表 2 所示。参考《旋转电机定子线棒及
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绕组局部放电的测量方法及评定导则 GB/T20833-2007》，电

机整体定子绕组最大视在放电量限制值，在额定相电压下

10000pC，额定线电压下 20000pC，再次验证了数据趋势的正

确性。

表 2 某电站 1F 发电机离线局部放电测试表

相别 额定相电压 额定线电压

试验电压 kV 放电量 pC 试验电压 kV 放电量 pC

A 10.7 914 18.0 17000

B 10.7 1170 18.0 18900

C 10.7 1125 18.0 18100

为了确定放电类型，在监控软件里面调出局部放电量偏

大的幅值图，如图 1、图 2 所示。
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可以看出，局部放电量偏大的分支，+Qm 与-Qm 变化趋

势幅值基本相同，+Qm/-Qm 的比值约为 1，那么局部放电可

能存在于线圈端部，或者是由热劣化引起的导体主绝缘存在

分层。可能原因有：过载、设计不良、制造缺陷、绕组脏污、

通风不良等。经现场人员仔细检查发现，定子整体脏污比较

严重，个别线棒跨接条绝缘松动（共发现 7 处）、有金属丝

割伤等，如图 3、图 4 所示。

图 3 定子绕组表面脏污

图 4 金属丝对绕组放电

三、解决方案及过程

对定子进行全面清扫，并对检查发现的共 7 处跨接线绝
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缘松动部位进行绝缘层剥除并重新手包绝缘后，整体喷涂

188 绝缘漆，增强定子整体绝缘性强。再次进行离线局部放

电量测试，额定相电压下的局部放电量为 692～768pC，额定

线电压下的局部放电量为 1553～1592pC，数据优良。

图 5 跨接线绝缘松动处理

四、效果评估

目前某电站 1F 机组在线局部放电量均小于 100mV，处于

18kV 水轮发发电机局部放电量 25%水平线（62mV），治理效

果良好。
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某电站 2F 机组碳刷滑环整治

一、现象描述

2F 机组在运行期间滑环下层部分碳刷和刷握被烧毁，碳

刷上下支架的一根拉力杆端部部分绝缘碳化，发电机上导油

盆盖上附着刷握烧熔物。

2F 机组碳刷和刷握烧熔情况图

2F 机组滑环下环碳刷支架绝缘垫板图
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2F 机组碳刷损坏图

二、原因分析

造成该事件的物理原因是：碳刷接触不良使接触电阻增

加发热，同时在碳刷与滑环间产生火花，形成环火后，将刷

握烧损。具体分析如下：

由于每个碳刷与弹簧的受力不完全相同，造成单个碳刷

与滑环之间的电阻不同，各个碳刷在运行时受到的磨损程度

也不相同，造成各个碳刷与滑环之间的导电性能也不完全一

致，所以每个碳刷与滑环之间的电流大小便不相同，和滑环

接触面较好的碳刷其通过的电流就会很大，反之电流较小，

加大了碳刷与滑环接触面的过流负荷，机组长时间运行便会

造成碳刷发热或者温度持续升高，温度过高的碳刷发生脆

化，碳刷电阻增加，这样加大了碳刷和滑环之间电阻，产生

打火现象，最终形成环火，引燃带油污的碳粉造成碳刷、刷

握的损坏。

三、解决方案及过程
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参考田湾河大发电站同型机组的类似情况，委托哈电在

2F 机组 B 修期间完成了碳刷滑环的整治。

1.集电环性能及要求

集电环应采用高耐磨材料制成，环间需要足够的绝缘距

离，以防止碳粉引起“正”、“负”环短路，集电环表面应设

有螺旋沟槽，以防电刷与集电环之间产生气垫效应。

2.碳刷性能及要求

（1）每个刷握的工作电流范围： 0～800 A

（2）刷握温升（环境温度≤35℃） ≤20K

（3）刷握弹簧对电刷的规定压力 180 cN/cm2

（4）刷握的绝缘等级为 F 级，试验按 JB2361 执行。

（5）刷握须具有在带电运行状态下可方便更换电刷的

功能。

（6）刷架必须保证最小爬电距离 40mm

（7）导电环不允许拼焊，其材料须进行超声波探伤，

UT 按 TG0EA.688.027 标准 3 级。

（8）导电环电缆接头范围内双面刷镀银，其余范围镀

锌。未防锈处理的碳钢件均镀锌。

（9）紧固件：集电环及刷架所使用的螺栓，螺母等紧

固件需要采用 GB 标准的产品。

3.集电环和刷价装配图
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集电环装配图

刷架装配图

四、效果评估

目前，2F 机组碳刷滑环技术改造完成后，碳刷打火现象

消失，机组运行状况良好。
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出口断路器/母线/IPB

某站 11F、12F 中性点母线软连接温度偏高处理

一、现象描述

2015 年 7 月，运行人员发现 12F 机组中性点 C 相母线与

软连接接触部分有发热现象，温度达到 92℃，A、B 两相温

度 70℃左右。虽采取了对接引面进行清洗后，并重新紧固的

措施，当软连接运行温度仍然偏高。同时，发现 11F 机组中

性点也存在类似现象。

二、原因分析

通过持续对 12F 机组中性点进行温度进行跟踪检查，发

现设备温度偏高存在局部点过热共性，进一步分析认为某站

机组经过增容改造后电流增大，中性点母线软连接使用时间

过长，过流能力下降，是设备温度偏高的主要原因。

三、解决方案及过程

1.在检修期对软连接进行更换，并在汛期巡回中用红外

线成像仪加强对发热部位的监测、分析。

2.2015～2016 年检修期已利用 11F、12F 机组停机检修

机会对 11F、12F 中性点母线软连接进行了更换（如图 13）。
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图 13 更换后的中性点软连接

四、效果评估

目前已对 11F、12F 中性点母线软连接进行了更换，测温

显示温度正常，治理效果良好。
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某站 7 台机组出口、中性点夹件螺杆发热

一、现象描述

某站机组出口、中性点母线夹件螺杆温度高，满负荷运

行时达到 100℃以上。

二、原因分析

某站机组出口及中性点母线夹件螺杆采用铁质螺杆。当

机组运行时，交变磁场在铁质螺杆内产生感应电动势和感应

电流，产生涡流效应，螺杆内部产生热量，致使金属件温度

偏高。以 2015 年 01 月 23 日，某站 7 号机组为例，测温情

况见图 14， 7F 当时工况为：

有功：P=110MW、无功 Q=-7MVar、定子电流：Ia=4282A、

Ib=4373A、Ic=4259A。

图 14 某站 7 号机组中性点夹件温度测试

三、解决方案及过程

为了限制涡流效应，须选用导磁性能较弱的金属材质，

不锈钢导磁性能较弱，可有效抑制涡流效应，解决螺杆发热
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问题。

利用机组检修期将发热部件统一更换为不锈钢材质，修

后机组运行正常，定时测温检查出口和中性点母线夹件及固

定螺杆温度均约 40℃，其效果较好。

四、效果评估

某站机组出口、中性点母线发热部件更换为不锈钢材质

后，在相同工况下，其运行温度均在40℃左右，治理效果良

好。
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某电站水电站机组 GCB 及内外侧隔离刀闸信号回路优化

一、现象描述

机组 GCB 位置信号通过继电器扩展接点后上送至 LCU、

故障录波装置。

二、原因分析

某电站水电站机组出口断路器、隔离刀闸及内外侧接地

刀闸位置信号都是靠扩展继电器接点上送至 LCU，机组并网

过程中因断路器扩展继电器出现故障导致机组并网失败。

三、解决方案及过程

现在将 GCB 位置信号上送接点改为断路器、隔离刀闸及

内外侧接地刀闸辅助接点，接点不经过扩展直接上送至 LCU、

故障录波装置，隔离刀闸及内外侧接地刀闸接点不经过扩展

直接上送至 LCU，接线图如下：
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图 1 断路器接点上送回路

图 2 隔离刀闸接点上送回路
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图 3 内侧接地开关接点上送回路

图 4 外侧接地开关接点上送回路
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四、效果评估

利用机组检修期完成 GCB及内外侧隔离刀闸信号回路优

化，信号回路更改后试验合格，有效消除了机组在并网过程

中因断路器扩展继电器故障导致的并网失败。



208

某电站机组 IPB 局部过热

一、现象描述

2016 年汛期，某电站水电站封闭母线 IPB 相继出现有局

部过热现象，经过多次设备巡回排查，发现 1F、2F、3F 机

组 IPB 出现不同程度过热，主要发热部位在绝缘子法兰和封

闭母线与桥架、发电机出口处屏蔽板、三相短路板处。

二、原因分析

1.绝缘子法兰与封闭母线外壳间为通过固定螺栓紧固

构成的等电位连接，在仅螺栓连接的单一方式下，若部分螺

栓连接接触不充分，则可能使法兰与封闭母线外壳间有功损

耗增大从而造成局部过热。

2.封闭母线与桥架、发电机出口处屏蔽板相互接触后，

母线外围金属部件因置于母线电流强磁场环境而产生感应

涡流造成局部发热。

3.三相短路板与封闭母线外壳和接地引下扁铁可能存

在虚焊、脱焊现象，三相短路板接地引下线连接部位可能在

安装时残留焊疤、毛刺造成接触电阻偏大而过热。

三、解决方案及过程

1.在法兰两边分别增设一组 50mm 扁铜线制作而成的等

电位跨接线，改善法兰与封闭母线外壳接触面。

2.将桥架升高或在桥架与封闭母线外壳、支持绝缘子法

兰间垫 2mm 厚绝缘环氧板进行隔离。将封闭母线与发电机出
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口处屏蔽板间硅胶剔除，检查封闭母线外壳与发电机出口处

屏蔽板有无接触，如有接触处将屏蔽板剔除至间隙为 2～5mm

范围内。

3.将所有三相短路板接地引下线连接部位螺栓拆除，检

查接地扁铁连接部位和短路板连接部位，如有毛刺需进行打

磨处理至接触面平整光滑，恢复连接前，在连接部位均匀涂

抹电力复合脂，后均匀紧固螺栓，并通过接触电阻试验检查

连接部位。

四、效果评估

目前已对某电站 4 台机组 IPB 母线进行了彻底处理，

运行中各部位温度已恢复正常，治理效果良好。
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某电站 4CB 高压侧套管内声音异常

一、现象描述

2017 年 4 月 17 日运行人员在巡回 4F IPB 及 4CB 时，发

现 4CB 高压侧 A 相有异常响声，为此进行停电进行检查。

图 1 C 相烧毁的弹簧，未与导体接触

二、原因分析

通过分解 IPB 分支母线的盆式绝缘子，检查发现原有等

电位弹簧长度较短，无法接触导体，安装时为了使电流互感

器等电位弹簧与导体接触，施工单位在原有弹簧基础上缠绕

铝丝加长弹簧与导体接触，由于铝丝与弹簧接触不良造成放

电发热，铝丝烧损。

图 2 缠绕铝丝加长弹簧与导体接触
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三、解决方案及过程

1、由于没有弹簧备品的情况下先用铜丝替代弹簧与导

体连接，用玻璃丝带固定，待有弹簧备品后更换。

2、待有弹簧备品后将全部缠绕铝丝加长的等电位弹簧

更换。

图 3 铜丝替代烧损弹簧进行连接

四、效果评估

目前已对某电站 4CB 高压侧 IPB 电流互感器等电位弹簧

处理，运行正常，治理效果良好。
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某电站 1F 机组出口断路器 SF6 气室漏气

一、现象描述

运行人员在巡视过程中发现2F机组出口断路器 DL2气室

压力降至0.67MPa，（定值为0.78MPa）。

二、原因分析

厂家人员到达现场后对 DL2断路器气室进行了检测，发

现气室法兰连接处有明显漏气（肥皂泡检测），从漏气情况

判断为法兰密封垫损坏导致气室漏气。

三、解决方案及过程

更换新的密封垫，涂上密封胶，将气室压力充到0.78MP

额定压力。

四、效果评估

密封处理后，设备运行正常。
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主变压器

某站 12B 主变冷却器冷却效果下降处理

一、现象描述

某站 12B 主变为天威保变生产产品，在 2015 年汛期运

行过程中，运行人员发现变压器顶层油温温度较高，达到

67℃左右，与往年最高数据比较发现升高 5℃左右，而同容

量的 11B、14B（新疆特变产品）顶层最高油温均只有 57℃

左右。

二、原因分析

在发现某站 12B 主变油温过高后，检修人员对冷却器进

行了检查，发现 12B 冷却器散热片采用整块式镀锌翅片（如

图 15），每层仅有一块散热片，所有冷却管插在同一片散热

片上（如图 16），此结构导致各冷却管之间容易积灰。现场

检查情况为冷却管之间确实积满了污垢，导致冷却器通风效

率降低，达不到良好的冷却效果。

图 15 12B 主变冷却器散热片情况
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图 16 12B 主变冷却器散热片示意图

三、解决方案及过程

1.在主变检修时采用高压水枪对冷却器散热片进行彻

底清洗。

2.加强变压器巡回过程中变压器油温及冷却器积灰情

况的跟踪检查，发现积灰严重时利用高压气进行清理。

在 2015～2016 检修期已利用 12F 停机检修机会对 12B

主变压器进行了彻底清理。

四、效果评估

目前已将冷却器清洗列为某电站主变年检的常规项目，

检修后的主变运行油温正常，治理效果好。
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某电站主变压器消防喷淋系统改造

一、现象描述

某站主变压器未设置固定式灭火装置，每台主变加设了

4 只水雾喷头，但变压器油枕、油冷却器、油水管路均处于

喷雾灭火范围以外，且加设的 4 只水雾喷头喷射出的水雾也

不足以覆盖整个主变体。

二、原因分析

《建筑设计防火规范》（GB50016-2006）第 8.5.4 条之

规定：单台容量在 90MVA 及以上的油浸电厂电力变压器应设

置自动灭火系统，且宜采用水喷雾灭火系统。

三、解决方案及过程

1.改造主变喷淋装置，装置喷水时，水雾能覆盖变压器

本体、变压器油枕、油冷却器、油管路。

2.每台主变增加一个 DN250的雨淋阀组。

图 17 主变压器消防喷淋系统改造后效果实拍图

四、效果评估

目前，某站主变压器消防系统技改完成，设备运行平稳，



216

喷淋装置启动后形成的水雾能覆盖变压器本体、变压器油

枕、油冷却器、油管路（如图17），整治效果较好。
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某电站主变压器油管道加装波纹管保护

一、现象描述

主变压器油管道波纹管厂家设计施工时未做保护，遇硬

物碰撞时，容易受到外力冲击损伤，造成变压器油泄漏。

二、原因分析

主变压器油管道波纹管未设计防护措施。

三、解决方案

将加工好的不锈钢保护罩按相应规格依次安装在波纹管

上。各种波纹管保护罩具体数据详见下表：

序号 名称 规格 单位 数量 备注

1 304 不锈钢防护罩 440X225X386 个 8

2 304 不锈钢防护罩 350X225X386 个 6

3 304 不锈钢防护罩 400X225X386 个 4

4 304 不锈钢防护罩 340X95X290 个 12

5 304 不锈钢防护罩 495X1090X1250 个 4

6 304 不锈钢防护罩 2070X550X1450 个 2

四、效果评估

目前 1-4B 油管路已全部加装防护罩，效果良好。

图 1 加装防护罩后的波纹管
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3B 油中含气量超标处理

一、现象描述

2016 年 9 月 13 日，检修公司试验中心在对某电站 3B 进

行油化周期检测时发现 3B 油中含气量超标，其中 A 相为

3.32%、B 相为 3.24%，C 相为 3.2%（根据 GB/T 7595－2008

运行中变压器油质量标准，运行中变压器油中含气量≤3%），

且在跟踪监测过程中有逐步增加的趋势。

二、原因分析

对 3B 密封外观和紧固件进行了检查，未发现异常，对含

气量的氢气、氧气、氮气成份进行测试，确认 3B 油中进入

了空气，需要停电进一步排查主变漏点，在烃类气体不出现

剧增的情况下可以安全运行。

三、解决措施及过程

1、变压器停电后对螺栓等紧固件进行检查，未发现渗

漏点；2、通过对变压器进行充氮加压，未发现渗漏点；3 对

主变油枕胶囊进行排气检查，发现变压器油面存在部分空

气；4、更换油枕胶囊进行充氮加压，未发现胶囊渗漏，由

此判定变压器油空气含量超标的原因为变压器现场安装过

程中施工工艺不规范造成变压器中进入了空气。5、对变压

器油进行重新脱气处理。

四、效果评估

经过半年的运行跟踪监测，变压器油空气含量在合格范

围内，处理效果良好。
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某电站 1B 绝缘油含气量超标处理

一、现象描述

2015 年 8 月 5 日，在进行某电站 1B 变压器油取样化验

时，发现油中气体含量达到 3.87%，超过《运行中变压器油

质量标准》(GB/T 7595-2000)中 3%的油中含气量控制标准。

经跟踪测试，确认含气量数据稳定，增长趋势缓慢。

二、原因分析

1.主变油枕、冷却器、管路、阀门等油回路密封不严，

运行中渗入空气并溶解在油中。

2.设备运行过程中绝缘材料老化、劣化及故障情况下产

生气体。

3.设备在安装或维修的过程中绝缘材料吸附了大气中的

空气。

4.设备在安装过程中变压器油箱的抽真空时间不够，箱

体中可能有残留气体。变压器在运行中是靠循环的变压器油

来冷却，油分子间长时间碰撞，产生微小气泡，造成含气量

增高。

三、解决方案及过程

1.对主变油枕、冷却器、管路、阀门等油回路进行彻底

检查处理，重点关注各潜油泵进口处，确认无渗漏点。

2、在主变停电处理前，某电站 1B 取油样化验周期规定

为每半月进行一次含气量和色谱分析取样化验，并将检测数
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据报国电电科院成都分院进行综合分析。

3、运行人员加强对主变的运行监视，保持变压器温度及

负荷平稳，不出现异常波动。

4、结合设备 1B 年检，在 2016 年 1 月 10 日完成 1B 热油

循环真空脱气处理，并按照大修后变压器标准对 1B 进行取

样化验跟踪，1B 含气量正常，未有异常上升。

四、效果评估

某电站 1B 在检修时循环脱气处理后，通过跟踪发现含

气量增长趋势平稳，在 2016 年 7 月 19 日复查了 1B 含气量

（具体数据见图 1），满足安全稳定运行的要求，处理效果较

好。

图 1 某电站 1B 含气量报告
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某电站 1 号电抗器 C 相油位指示偏低

一、现象描述

2015年5月27日，运行人员上位机巡屏时发现某电站1号

电抗器1DK C 相油位比 A、B 相油位低，现场检查发现1DK C

相油位表指示为4，A、B 相指示为6，C 相油位指示偏低。

二、原因分析

检查1DK C 相外部及事故排油阀无漏油，电抗器事故油

池内未见积油，初步判断为胶囊或油位传感器存在故障。检

修公司在电抗器油枕处核查实际油位时发现油枕内胶囊已

经下沉，胶囊破损需更换，判断为胶囊破损导致 C 相油位指

示偏低。

三、解决方案及过程

6月17日，检修公司对1DK C相电抗器油枕进行排油处理，

打开油枕侧面封板后检查胶囊，发现右下侧出现一条15mm 左

右的裂缝，其原因是胶囊存在局部缺陷，在运行中逐渐形成

惯穿性裂纹，油渗入胶囊内部使胶囊下沉，造成油枕油位降

低。

更换 C 相油枕胶囊后，对电抗器重新注油到正常油位，

核查 C 相油位表指示油位与实际油位一致。同时，对1DK A、

B 相油枕胶囊检查均无异常，对两站其它电抗器、变压器油

位进行趋势分析，未发现异常。
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四、效果评估

某电站 1 号电抗器油枕胶囊更换后已正常，效果良好。

破裂部位
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某电站 6B 绝缘油含气量超标处理

一、现象描述

2015 年 7 月 10 日，总厂人员进行第三季度化学定期工

作时，发现某电站 6B 油中含气量达到 5.52%。7 月 24 日检

修公司复测值为 5.12%，远超过《运行中变压器油质量标准》

(GB/T 7595-2000)中 3%的油中含气量控制标准，且在跟踪化

验时发现含气量上涨趋势较快，在 8 月 4 日时达到 5.71%。

二、原因分析

1.主变油枕、冷却器、管路、阀门等油回路密封不严，

运行中渗入空气并溶解在油中。

2.设备运行过程中绝缘材料老化、劣化及故障情况下产

生气体。

3.设备在安装或维修的过程中绝缘材料吸附了大气中的

空气。

4.设备在安装过程中变压器油箱的抽真空时间不够，箱

体中可能有残留气体。变压器在运行中是靠循环的变压器油

来冷却，油分子间长时间碰撞，产生微小气泡，造成含气量

增高。

三、解决方案及过程

1、对主变油枕、冷却器、管路、阀门等油回路进行彻底

检查处理，重点关注各潜油泵进口处，确认无渗漏点。

2、在主变停电处理前，某电站 6B 每周进行一次含气量
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取样化验，每半月进行一次色谱分析取样化验，并将检测数

据报国电电科院成都分院进行综合分析。

3、运行人员加强对主变的运行监视，保持变压器温度及

负荷平稳，不出现异常波动。

4、在主变运行时，测 6B 三相夹件电流分别为：121.2mA、

120.5m、120.3mA，三相铁芯电流分别为：11.7mA、11.0mA、

11.2mA，数据合格。

5、2016 年某电站 6B 年检时检查变压器未发现渗油，油

枕与胶囊间平衡阀密封良好，无漏气，对油枕胶囊进行整体

打压检查发现漏气，对主变排油后拆下胶囊检查密封面，发

现胶囊连接法兰与油枕呼吸器管道中间法兰接触面处无密

封垫，在胶囊连接法兰与油枕呼吸器管道间加装专用密封

圈，将胶囊回装后充气至 0.01MPa，检测无漏气。

四、效果评估

某电站 6B 在循环脱气处理后，按变压器大修标准对 6B

进行跟踪，2016 年 11 月 2 日变压器投运时含气量为 0.1%，

2017 年 3 月 15 日测得含气量为 0.62%，2017 年 7 月 4 日测

得含气量为 1.29%。目前含气量无明显上涨，治理效果良好。
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某电站 3B 绝缘油中含痕量乙炔处理

一、现象描述

2015 年 11 月 19 日，检修人员进行第四季度化学定期工

作，发现油中含有痕量乙炔 0.1uL /L，26 日复查为 0.08uL/L；

取油样送国电电科院成都分院化验，油中乙炔含量最大值

0.5uL/L，至 12 月 25 日共进行 8 次取样，三相乙炔含量最

大值为 0.12uL /L。

二、原因分析

1. 根据 2015年 8月 31日至 12月 08日之间数据的增量

分析，三比值为 020，分析结果为中温过热，可能为绝缘导

线过热。

2. H2及烃类气体数据无明显增长，乙炔痕量 0.12uL/L，

稳定并低于注意值，乙炔可能产生原因为瞬时放电或冲击。

3. CO、CO2 绝对增长速率大于标准值，但根据 CO2/CO

增量比值 1.7，可能为固体绝缘故障。

4. 根据以上综合分析判断为 3B 瞬间放电故障。

三、解决方案及过程

1、总厂与检修公司对变压器本体及冷却器进行外观检

查，未发现异常。

2、对运行中的 7 台冷却器（1 台退出运行）及三相本体

分别取样化验，其中 3 台冷却器油中乙炔含量 0.1uL/L，4

台冷却器油中乙炔含量 0.9uL/L，变压器本休 A、B、C 三相
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分别是 0.1uL/L、0.12uL/L、0.1uL/L，初步确认冷却电机无

异常。

3、在主变停电处理前，继续对某电站 3B 每周进行一次

取样化验，继续监视 3B 变压器油色谱数据。

4、结合 3B 年检，由电科院成都分院对 3B 进行局放试验，

试验数据合格；测 3B 铁芯绝缘 RA＝3140MΩ、RB＝3210MΩ、

RC＝3320MΩ；夹件绝缘：RA＝2160MΩ，RB＝2090MΩ，RC＝

2370MΩ；绝缘均合格。

5、结合 3B 年检，在 2016 年 1 月 26 日完成对 3B 变压器

油进行热油循环脱气处理。

四、效果评估

某电站 3B 在循环脱气处理后，按大修后变压器标准对

3B 进行取样化验，通过跟踪发现乙炔含量为 0 uL/L，处理

效果良好。
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某电站电抗器油枕油位计指示油位不准

一、现象描述

某电站电抗器在实际运行中，发现其电抗器油枕油位数

据随温度变化趋势与温度油位曲线不一致，进一步检查发现

部分油枕油位计指针存在发卡现象，当油枕实际油位波动

时，现地油位指示未跟随变化。

二、原因分析

1.电抗器油枕油位计使用年限较长，内部发生故障，无

法正确测量指示油位。

2.油位计在油枕内部的浮球及连杆发卡或故障，不能随

油枕油位波动及时正确移动，无法检测油位变化。
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三、解决方案及过程

结合电抗器检修对油枕油位计进行如下检查：

对油枕进行排油检查油枕内胶囊下无气体，排除假油位

可能；

（2）检查油位计内部浮球和连杆是否存在发卡和故障，

造成不随油位波动正确变化，在检修中更换了故障的 1DK A、

B 相和 2DK C 相油枕油位计；

（3）校核油枕实际油位与油位计现地指示、上位机油

位模拟量指示一致。

四、效果评估

目前监控系统电抗器油位与实际油位一致，治理效果良

好。
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某电站 500kV 1 号电抗器（1DK）B 相中性点连接部位过热

一、现象描述

2017年 06月 19日，运行人员在对某电站 1号电抗器1DK

巡回检查时，测量 1DK 中性点 A、B、C 三相连接处温度分别

为 52℃、67℃、51℃，对比发现 B 相温度较其它两相高 15℃

左右。

06月22日，1DK 停电后检修公司对B相中性点连接部位

进行检查处理。测量发现B相直流电阻偏大，数据为A相

0.004mΩ、B相0.006mΩ、C相0.004mΩ。对1DK B相中性点

连接部位拆引，检查螺栓无松动，连接部位无杂质、无变色

现象，发现接头处有部分导电膏固化。

二、原因分析

检修时涂抹的导电膏较多，长期运行后导电膏固化，接

触电阻变大，导致接头过热。

三、解决方案及过程

使用细砂纸对连接部位进行轻微打磨，并用酒精清洗，

均匀涂抹一层薄薄的的导电膏。对连接部位的 4 颗螺栓均匀

紧固，确保接触面接触紧密。接引后测量 B 相直流电阻为

0.004mΩ，三相直阻平衡。

四、效果评估

1DK 投运后测量三相中性点连接部位温度基本一致，均

为 50℃左右，运行正常，治理效果良好。
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某电站水电站 4 号主变压器渗油处理

一、现象描述

某电站水电站4号主变压器4B投产运行之后，其低压侧

与冷却器油联管连接处存在渗油情况，不利于变压器的安全

稳定运行。

图1 处理前4B低压侧渗油情况

二、原因分析

1.法兰连接部位密封不严，导致有渗油现象。

2.低压侧连接法兰处安装不同心。

三、解决方案及过程

1.将储油柜及低压升高座中绝缘油排至临时油罐，进行

真空滤油。

2.将 A、B、C 相三个分支油管拆卸，改装不锈钢波纹伸

缩管进行连接。

3.对储油柜及低压升高座抽真空至＜133Pa，停真空泵 2

小时保压检漏。

4.将临时油罐中滤好的绝缘油注入储油柜及低压升高

座中。
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图 2 改装不锈钢波纹伸缩管 图 3 处理后 4B 低压侧情况

四、效果评估

经设备处理重新投运后观察，低压侧与冷却器油联管连接处

已不再渗油，其渗油缺陷已得到有效的处理。
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某电站主变低压侧 IPB 连接处温度偏高

一、现象描述

某电站 1 号、2 号发电机组额定负荷下，IPB 导体与主变

低压侧 B相接口处导体温度高于制造厂规定的母线导体接头

处最高温度标准（105℃），且在相同负荷下温升明显高于主

变 A、C 相相同部位。同工况下，3 号、4 号发电机组 IPB 与

主变 A、B、C 三相接口处温度满足负载温升限值条件，且温

度差不显著，无上述现象。

具体附上位机监测数据及 1 号、2 号、4 号主变低压侧与

IPB 连接处红外测温显示图加以说明：

IPB 与主变连接温度表（℃）

机组 相别 导体温度 外壳温度 导体与外壳温度差 相间差 备注

1号机

A相 88.18 68.43 19.75

33.88 1 号机、2 号机、

4 号机分别在

654MW、652MW

以及653MW额定

负荷下稳定运

行持续时间至

少 2 小时以上。

B相 117.31 101.00 16.31

C 相 83.43 71.12 12.31

2 号机

A相 68.37 66.34 2.03

49.88B 相 118.25 100.67 17.58

C 相 88.84 76.29 12.55

4 号机

A相 80.25 58.17 22.08

14B 相 93.96 82.4 11.56

C 相 79.96 65.75 14.21
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图 1 1B 低压侧 B相与 IPB 接口处红外测温图（时间 2015.06.05 21:20，环境温度 29℃，

测温最高值：125.3℃）

图 2 2B 低压侧 B相与 IPB 接口处红外测温图（时间 2015.06.05 21:30，环境温度 28℃，

测温最高值：110.1℃）

图 3 4B 低压侧 B相与 IPB 接口处红外测温图（时间 2015.06.05 21:40，环境温度 28℃，
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测温最高值：100.5℃）

二、原因分析

由于变压器 B 相所处位置的散热条件，母线运行时温度

相对来说会比 A、C 相偏高，但 B 相较 A、C 相温度差过大，

且 B 相额定负荷下温度超过制造厂温度限值，外部设计有屏

蔽罩，运行中绝大部分漏磁通均流向至连接下部，造成发热。

三、解决方案及过程

1.利用主变年检时机，打开 IPB 和主变压器低压侧套管

电气连接端子屏蔽罩、密封套，检查 IPB 母线导体焊接处质

量，焊接不合格需进行重新补焊。

2.校核 IPB 母线与主变低压侧软连接部位载流量，若截

面参数不符合要求，则需增加导体连接部位软连接数量。

3.去除屏蔽罩结构，改善漏磁通路。

四、效果评估

目前已对某电站 4 台主变低压侧 IPB 连接处屏蔽罩拆

除，经观察运行发现连接处温度均降至 90℃以下，治理效果

良好。
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某电站 500kV 电抗器 C 相氢气超标

一、现象描述

2014 年 9 月，某电站水电站 500kV 电抗器在投运后 1 个

月的油色谱分析中发现 C 相 H2 含量严重超标（150µL/L），

达 2265.19µL/L。同时 CO、CH4 等特征气体含量也略有增长，

但均未超过注意值。

二、原因分析

产生 H2 的主要原因是受潮造成油、绝缘表面和金属结

构件在电磁场、热作用下而产生。而其它气体 CH4、C2H6、

C2H4 增长相对平稳属于油过热时同步伴随裂解而产生，CO2

未有明显增长突变现象，因此，可以认为产气源没有涉及到

高电场部位及主绝缘结构，同时根据乙炔含量（0.07ppm），

可判定电抗器主要是因进气受潮而引起的气泡放电（局部放

电），电抗器的电气性能没有受到影响（分别用特征气体法

和 3 比值法分析判断，加之相对和绝对产气率明显增长快，

属于低能过热引起的局部放电，有向电弧放电发展的趋势但

不明显）。

三、解决方案及过程

从油箱顶下部的 50 阀门处对电抗器抽真空，并在现有

的真空注油热油循环工艺的基础上，增加加热电抗器器身温

度（大概在 65-70 度之间）后，对电抗器进行二次循环脱气、

抽真空。
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电抗器处理完成后，直流电阻测试、绝缘性能检查试验

及直流泄漏电流测量等工作已完成，试验合格。

四、效果评估

处理后，电抗器色谱各项数据正常。
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某电站 2B 主变 B 相高压套管油位计显示过低问题处理

一、现象描述

运行人员在巡回检查中发现某电站 2 号主变压器 B 相高

压套管油位计显示与其他两相相比过低，套管表面外观无渗

漏油迹现象。

二、原因分析

通过主变停电检查确认为套管油位计浮子进油造成。

A 相套管油位显示正常图
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B 相套管油位显示偏低图

三、解决方案及过程

停电更换 2B B 相高压套管油位计。

四、效果评估

更换 2B B 相高压套管油位计后设备运行正常。
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GIS 及出线场设备

某电站一次接头发热

一、现象描述

某电站多次出现开关站一次接头发热的缺陷：

2016年5月3日，某站龚九一线（6E）送电后，运行人员

在进行送电后的红外成像检查时，发现6E 线路侧电流互感器

靠隔刀侧引线接头温度偏差较大：A 相27℃、B 相27℃、C 相

85℃，三相温度不平衡。

2016年5月22日，某站在13FB 检修后进行带负荷测温检

查，在13F 机组带150MW 负荷的工况下，运行人员发现 DL203

电流互感器靠203开关连接处温度分别为：A 相20.3℃、B 相

22.5℃、C 相86.3℃，C 相温度明显偏高。

2016年8月12日，某站维护人员在进行220kV 开关站测温

检查时发现上厂开关站 DL222开关本体 B 相下侧进线接头温

度为102℃，A 相、C 相分别为70℃、72℃，B 相温度明显偏

高。

二、原因分析

分析发现某电站一次接头温度偏高原因主要有两点：一

是接引面存在氧化现象，导致接线板间接触电阻增大从而发

生温度偏高；二是接触面复合脂涂抹不均匀，导致接触面部

分接触不良引起接触面发热。

三、解决方案及过程
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1.2016年5月4日，检修人员现场打开过热接线板后,打

磨接引面氧化层、清洗接触面,在接引面涂抹电力复合脂,并

对接引螺栓进行全部更换,确保接线板上端部孔洞全部封

堵。6E 投运后，测量电流互感器两侧接引端子温度平衡

（23℃）。经后续巡回检查，接线板温度正常。在下个检修

期中将逐个检查、更换引线板，以杜绝引线板发热的情况出

现。

2、2016年5月25日，检修人员使用酒精对某站13FB DL203

电流互感器 C 相接触面进行清洗，均匀涂抹电力复合酯后恢

复接引。设备投运后，经后续检查，DL203电流互感器温度

正常。

3、2017年3月14日，检修公司使用酒精对某站 DL222断

路器 B 相接头进行清洁并做打磨，磨平后均匀涂抹电力复合

脂，更换连接螺栓，做接触电阻试验，均小于30微欧，符合

规定，设备投入运行后观察温度正常。

4、加大开关站一次设备巡回力度，用红外线测温仪定

期对接头进行检查，并做好记录。在检修期逐一对开关站温

度偏高的接头进行分解检查，清洗氧化层，并均匀刷电力复

合脂，必要时进行接触电阻测试。

四、效果评估

某电站一次接头处理后，经运行人员巡回测温观察，三

相温度平衡，设备治理效果好。
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某站上下厂 220kV 开关 7 条线路出线未安装避雷器

一、现象描述

某站220kV 开关7条线路出线未安装避雷器（如图18）。

线路开关、电压互感器、电流互感器在开关断开时，线路遇

雷击的情况下将失去过电压保护，不满足 DL/T 5090《水力

发电厂过电压保护和和绝缘配合设计技术导则》，及《二十

五重点要求》和《二十五反事故措施》的要求，存在安全隐

患。

二、原因分析

龚嘴电站建于70年代，建厂时相关规程规范未做相应要

求，同时受地理位置限制，上、下厂开关站线路出线侧均未

安装线路避雷器。

三、解决方案及过程

1.2015由中国电建集团成都勘测设计研究院有限公司

进行“龚嘴水电站上下厂220kV 线路避雷器安装方案设计及

可行性研究”，并出具设备治理方案。

2.2015年总厂根据中国电建集团成都勘测设计研究院

有限公司出具的“龚嘴水电站上下厂220kV 线路避雷器安装

方案设计及可行性报告”，确定采用“与 PT 同支撑布置”的

方案对线路加装避雷器。

3.2016年4月，利用龚九一线（6E）年检，完成了该线

路的避雷器加装工作（如图19）。
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图 18 未加装出线避器的线路情况图 19 某站龚九一线 6E 加装出线避雷器后的情况

四、效果评估

某站龚九一线加装出线避雷器后，设备运行稳定，泄露

电流正常，治理效果较好。龚电总厂将在检修期采用该治理

方案对某站其他线路加装出线避雷器。
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某电站 220kV 隔离开关 8 处支持瓷瓶内部有缺陷

一、现象描述

14～15年检修期，检修公司根据国电集团《二十五项重

点反事故措施》要求对龚铜开关站隔刀瓷瓶进行超声波探

伤，其中某站4E、Ⅰ、Ⅱ母及某站7E 检修中，发现8支瓷瓶

根部存在内部裂纹。

二、原因分析

由于某电站隔离开关投运较早，且早期也不具备超声波

探伤技术，因此不排除瓷瓶在生产中即存在缺陷。另一方面，

某电站户外隔离开关属于户外型，运行年限超过10年，受户

外恶劣环境影响，同时隔离开关长年多次动作，其根部是瓷

瓶与法兰的结合处，隔离刀闸动作时受力最大，最易产生裂

纹。

三、解决方案及过程

1.对存在缺陷的瓷瓶进行了更换，消除了设备隐患。

2.按照国家标准及行业规范，按期开展户外高压隔离开

关支柱瓷瓶探伤工作。

四、效果评估

更换后瓷瓶再次探伤，未发现新瓷瓶内部有缺陷，设备

治理效果好。
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某电站 220kV 开关站隔离刀闸软连接断片处理

一、现象描述

2015年6月，龚电检修项目部在巡回检查中，发现两站

开关站隔刀部分软连接有断片现象，用红外线成像仪进行温

度测试对比，暂无明显升高现象。

二、原因分析

两站隔刀软连接为铜片式软连接，结构为压缩成型，由

于运行年限较久，铜片有氧化现象，韧性丧失较严重，加之

隔刀频繁的动作，导致铜片断片。

图 20 某站开关站隔离刀闸软连接部位

三、解决方案及过程

重新制作铜片式软连接，利用检修期对两站开关站隔刀

软连接进行更换。
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四、效果评估

已在检修期对开关站检修单元隔离刀闸软连接全部进

行更换。治理效果较好。其余隔离刀闸在今后检修期中也将

按照此方案治理。
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某电站枕深线 C 相电压互感器均压环异响

一、现象描述

2016 年 8 月 13 日下午 16 时左右，某电站现场值班人员

在进行某电站出线场设备巡视测温时，发现枕深线 C 相电压

互感器均压环在刮风时有“哒哒哒”的震动异响，检查深布

线和枕深线其他两相均正常，用红外测温仪测均压环各连接

部位温度正常。

二、原因分析

2016 年 8 月 14 日上午，在门型架爬梯上用望远镜及相

机观察均压环各固定螺栓无松动、支臂无断裂，在均压环下

方用望远镜观察均压环上四个固定螺母的焊缝均存在不同

程度裂纹（见附图 1），初步判断为均压环焊缝裂纹导致均压

环固定不牢，在有风时产生异响。将该情况汇报大渡河公司，

并联系某电站电厂和检修公司做好晚上枕深线停电更换均

压环准备。同时，向省调申请枕深线停电更换 C 相均压环。

图 1 均压环裂纹照片
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三、解决方案及过程

2016 年 8 月 15 日 0 时 9 分，省调同意枕深线停电；5

时 45 分，检修公司更换均压环作业结束；6 时 35 分枕深线

充电正常，恢复送电。

对更换下来的均压环进行检查，发现四个固定螺母焊缝

均存在较严重裂纹（见图 2），其中一个因裂纹过大，焊接的

螺母已松动发出异响（见图 3）。

图 2 故障均压环 3 已松动产生异响的裂纹

四、效果评估

目前某电站均压环运行正常，治理效果良好。
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某电站深布线 C 相出线套管导线连接处温度过热

一、现象描述

2017 年 6 月 3 日，运行人员对某电站出线场进行红外测

温时发现深布线 C 相出线套管与导线连接处最高温度为

62.3℃，而 A 相、B 相均为 32℃左右（见下图，测量时线路

负荷 100 万 kW，电流约 1100A），三相温度不平衡。

二、原因分析

根据总厂定期工作安排，每季度设备小组开展一次设备

红外成像并编写红外成像报告，在报告中将各一次设备重点

发热部位进行测温并用照片形式保持，查阅之前的一次设备

红外热成像报告，深布线出线套管处三相温度基本平衡（见

下表及照片）。

测量日期 A 相

（℃）

B 相（℃） C 相（℃） 备注

2017 年 6月 5

日

34 32 72 负荷 123 万

kW

2017 年 6月 3

日
32.9 32.3 62.3

负荷 100 万

kW
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测量日期 A 相

（℃）

B 相（℃） C 相（℃） 备注

2017年1季度 19.8 12.5 12.7 照片见附图

2

2016年4季度 38.1 39.1 39.3 照片见附图

1

图 1：2016 年 4 季度深布线出线套管处红外成像照片

图 2：2017 年 1 季度深布线出线套管处红外成像照片

根据检查情况，初步分析是深布线均压环更换时对导线

的频繁拉扯、牵引可能对出线套管导线接引处的间隙等造成

一定影响，使接触电阻增大。

三、解决方案及过程

由于该处温度不平衡且随线路负荷增加温度升高较明

显，在6月10日安排深布线停电进行检查处理。检修人员对
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深布线C相出线套管接引面进行检查，具体情况如下：

（1）三相接引螺栓均紧固（接引螺栓为9个M16的螺栓），

接引面未见明显缝隙（见图3）。

图 3 接引面拆引前

（2）打开C相接引面，发现C相出线套管接引面无电力

复合脂（见图4），且接引面螺栓连接处有高点（高点用细砂

纸才可清理）；接引面也存在灰尘颗粒。

图 4 C 相接引面
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（3）对三相接引面测直阻，A相35微欧、B相37微欧、C

相230微欧。检修人员已对接引面用酒精清理，并用细砂纸

打磨接引面高点（见图5），重新均匀涂抹电力复合脂。接引

后，测C相直阻为8微欧。

图 5 接引面处理后

四、效果评估

目前深布线运行正常，三相温度平衡（35℃左右），治

理效果良好。
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某电站 GIS 隔离、接地刀闸分合闸位置指示不完善

一、现象描述

某电站 GIS 设备隔离刀闸、接地刀闸采用三相共用一台

操作机构，三相通过连杆联动的操作方式，在 2013-2014 检

修期出现因 50032G 隔离刀闸三相未正确联动，A 相合闸，B、

C 相分闸的故障情况，造成主变送电缺相。

二、原因分析

1.隔离刀闸操作机构箱安装于 A 相本体，再通过操作联

杆联动 B、C 相，由于 A、B 相之间操作联杆与 A 相操作机构

箱衔接的塑料轴套破损，在分合隔离刀闸时，仅 A 相能动作

合闸，B、C 两相仍处于分闸位置，引起主变送电缺相。

2.由于采用三相联动方式，仅能观察安装于 A 相本体的

操作机构箱分合位置指示，B、C 两相没有明确的位置指示，

在三相脱离联动时，不能及时发现。

三、解决方案及过程

1.操作联杆与操作机构箱采用塑料轴套衔接，强度经联

系厂家满足要求。

2.通过在 C 相联杆末端加装位置指示器，在进行隔离刀

闸及接地刀闸操作时，准确反应隔离刀闸、接地刀闸位置信

号（见下图）。
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3. 结合设备检修完成某电站 GIS 隔离、接地刀闸分合闸

位置指示安装完善。

四、效果评估

经过改造的设备已能直观的监视地刀、隔刀实际位置，

效果较好。
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某电站 500kV 断路器油泵频繁打压

一、现象描述

某电站 500kV GIS 于 2015 年 8 月投入运行至今，运行

中出现 6 相•次油泵频繁启动现象。根据运行监测显示，

5031DL A 相、5011DL A 相、5024DL B 相断路器油泵启动次

数远高于其它开关，最高为 9 次/天，大于说明书 3 次/天要

求。其中，5011DL 断路器 A 相发生一次、5031DL 断路器 A

相发生两次、5024DL 断路器 B 相发生三次，已为重复性故障，

且出现渗油及油泵启动次数快速增长现象。

二、原因分析

一是分合闸电磁阀阀芯渗漏，二是因运行中氮气缸活塞

长期不运动使活塞的回复阻力逐渐变大，活塞不能正常运

动，氮气缸气体的膨胀不对油泵压力系统运行补偿，油泵控

制系统变成无气体的液压保压系统。若有少量的油渗漏，压

力就大幅值降低，则会形成操作油泵频繁启动。

三、解决方案及过程

1.对断路器油压操作机构进行油压闭锁试验。

2.进行三次正常油压的泄压操作，使活塞多次运动，减

少摩擦力，使氮气缸恢复正常。

3.恢复到工作压力下观察合闸或分闸线圈阀芯密封件

处应无渗漏，保压 12 小时后油压下降值应不大于 1MPa，若

保压不成功，则进行更换电磁阀芯处理，保压正常则恢复运
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行。

4.必要时，更换油压传感器。

5.必要时，断路器操作机构整机更换。

四、效果评估

结合设备检修，已完成 500kV GIS 共 30 台断路器油压

机构处理，目前未发生油泵频繁启动的现象，但治理效果需

进一步观察。
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某电站 500kV ⅡM 故障处理

一、现象描述

2016 年 9 月 5 日 19：27，Ⅱ母母差保护动作后，电厂

及检修公司立即赶到现场查找故障点及开展故障原因分析。

联系省调将Ⅱ号母线转检修，测试Ⅱ号母线 A、B、C 三相对

地绝缘（15s）分别为 12GΩ、19GΩ、13GΩ。并将故障情况

通报厂家现代重工和电科院（成都分院）。

二、原因分析

9 月 6 日，厂家通过对Ⅱ母及相邻间隔气室少量气体闻

味道和专用试纸测试（见图 1），确定故障在Ⅱ母 5217 地刀

间隔气室。

图 1 专用试纸测试仪及试纸变色图

通过 5217 地刀观察孔观察，5217 地刀动静触头和 5217

地刀观察孔有放电烧损产生的白灰（见图 2）。
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图 2 观察孔正常与观察孔内有白灰

9 月 7 日，通过拆除Ⅱ母 5217 地刀对母线内部和 5217

地刀检查，发现母线垂直段有直径约为 10cm 左右的放电现

象，GIS 壳体内部有约为 12cm×24cm 左右、局部最深点约为

0.5cm 的放电现象（见图 3）。

图 3 母线和壳体内部放电烧损图

同时观察到 5217 地刀处吸呼剂散落到 GIS 垂直母线下

端的 T 型段内、包装袋已烧坏，吸呼剂端盖板完好未被电弧

烧伤（见图 4）。
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图 4 吸呼剂散落和吸呼剂端盖板图

外部查看，5217 地刀处吸呼剂安装位置为 5217 地刀外

壳斜上方约 45 度角（见图 5）。

图 5 5217 地刀处吸呼剂安装位置图

吸呼剂端盖板采用卡口与吸呼剂装置固定，但吸呼剂端

盖板的卡槽深度为 0.1cm 左右（图 6）。
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图 6 吸呼剂装置配合和端盖板采用卡口图

通过拆除Ⅱ母 5217 地刀查看，发现 5217 地刀吸呼剂端

盖板脱落和吸呼剂散落到 5217 地刀 GIS 母线下端 T 型段。

吸呼剂端盖板完好，吸呼剂已无包装袋，证明吸呼剂端盖板

无放电烧损痕迹，吸呼剂包装袋已被放电烧破,因在 GIS 开

关多次分合闸的震动下，吸呼剂端盖松动脱落，袋装吸呼剂

下落时，造成 GIS 母线对壳体放电，以此分析两点：1.母线

地刀吸呼剂安装位置为地刀外壳斜上方约 45 度角，存在吸

呼剂下落的缺陷。2.5217 地刀吸呼剂装置固定强度或安装不

到位置，存在吸呼剂下落的缺陷。

三、解决方案及过程

1.回收 5217G C 相气室全部气体。

2.回收相邻气室压力至 0.2MPa。

3.拆卸斜上方约 45 度角吸呼剂装置吸呼剂、内端盖。

3.更换烧损导体，筒体。

4.对 5217G C 相气室抽至真空至＜133Pa，停真空泵保
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压检漏。

5.5217G C 相气室注新气至 0.45MPa。

6.相邻气室压力至 0.45MPa。

7.全面检查 GIS 吸附剂安装位置，若发现吸附剂装置安

装在壳体上方应进行取消。

四、效果评估

目前已对某电站ⅡM 故障后，运行正常，无渗漏，治理

效果良好。
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某电站 5031DL 辅助绝缘拉杆故障

一、现象描述

发现缺陷前设备运行方式为：4 号主变高压侧隔离刀

闸分闸位，4 号主变高压侧 5031、5032 开关合环运行。4 月

18 日进行 4 号主变送电操作时，依次拉开 5032、5031 开关，

5031 开关分闸后，上位机报“开关站 1 号主机屏 PT 断线报

警”、“开关站 2 号主机屏 PT 断线报警”、“5032DL 断路器保

护装置异常”、“5031DL 断路器保护装置异常”。运行人员检

查发现 4B 高压侧 T 区 C 相存在 305kV 电压（A、B 两相电压

均为 0）。

二、原因分析

原计划将 500kV ⅠM 由运行转检修，解开 503117G 接

地刀闸后测量 5031DL C 相断路器接地电阻，以确定 5031DL C

相断路器实际位置状态。由于省调未同意 500kV ⅠM 停电，

于 2017 年 4 月 20 日开始对 5031DL C 相断路器进行气体回

收，进行开仓内部检查。检查发现断路器辅助绝缘拉杆有两

处放电痕迹，其中一处明显裂开，整个辅助绝缘拉杆表面有

贯穿性的爬电通道痕迹。
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图 1 C 相断路器内部结构图

图 2 辅助绝缘拉杆放电图（一） 图 3 辅助绝缘拉杆放电图（二）

图 4 辅助绝缘拉杆整体图

测量故障辅助绝缘拉杆绝缘，两端靠内侧的两孔间绝缘

为643kΩ(电压为1010V)，两端靠外侧的两孔间绝缘为1.52T

Ω(电压为 5259V)，对正常辅助绝缘拉杆测量两端靠内侧的

两孔间绝缘大于 5.26TΩ(电压为 5259V)。由此确定，5031DL

C 相断路器辅助绝缘拉杆绝缘已被击穿，在较低电压情况下

已呈现导通性。将 5031DL C 相断路器辅助绝缘拉杆锯开检
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查发现，拉杆内部沿爬电通道存在贯通性气孔。

图 5 被击穿辅助绝缘拉杆横截面（一）

图 6 被击穿辅助绝缘拉杆横截面（二）

通过取出辅助绝缘拉杆，对其截断检查，辅助绝缘拉杆

本身工艺问题，存在气孔，是导致绝缘拉杆被击穿的直接原

因。

在高电压作用下，绝缘拉杆内部气孔将形成不均匀场

强，不断放电最终导致整个绝缘拉杆绝缘被击穿，沿绝缘拉

杆表面形成导电通路。电压流经通道：500kV ⅠM C相电压

→5031DL C相断路器静触头→辅助绝缘拉杆→5031DL C相断

路器动触头→4B高压侧C相电压互感器。
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间接原因为辅助绝缘拉杆质量问题，一是可能是由于在

绝缘拉杆浇筑过程中，工艺不严格导致存在气泡，气泡在强

电场作用下不断内部放电，致使绝缘杆内气泡练成一片，最

终导致触头之间导通。二是可能由于在绝缘杆浇筑过程中，

材料的配比或固化时间不满足相关要求，致使绝缘杆的绝缘

强度不均匀，在强电场下，低绝缘处首先绝缘击穿，然后次

低绝缘再击穿，不断恶化，最终导致绝缘杆裂纹、放电。

三、处理措施

1.更换5031DL C相（即故障相）、5031DL B相辅助绝缘

拉杆，请电科院对新到的辅助绝缘拉杆、5031DL B相换下的

辅助绝缘拉杆、5031DL C相故障的辅助绝缘拉杆进行检测、

探伤，新到及B相换下的辅助绝缘拉杆均未发现异常。

2.5031DL故障处理后除需要进行常规试验项目外，进行

了机械特性试验（包括时间、速度、行程曲线项目）及GIS 运

行设备的超声波局放试验，试验均无异常。同时三相均进行

了交流耐试验（带局放）及断口耐压试验，对断路器整体及

断口耐压水平进行考核，耐压试验均一次性通过，并于5月

10日恢复运行。

四、效果评估

某电站 5031DL C 相辅助绝缘拉杆故障处理后，设备运行正

常，未再次发生类似缺陷，治理效果良好。
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某电站水电站 500kV GIS 铜气联泄漏

一、存在问题

2017 年 1 月 28 日，经检查发现某电站 500kV 开关站

9GP2C 气室压力降至 0.42MPa（低于额定压力）；2017 年 03

月 05 日，经检查发现某电站 500kV 开关站 5011CT1B 相及

5014CT2C 相气室压力降低 0.01MPa（低于额定压力），现场

用检漏仪进行检查后确认为对应气室的气联接头处有 SF6泄

漏现象。

二、原因分析

某电站水电站位于四川甘孜康定市孔玉乡青藏高原型

季风气候，呈垂直带分布。山顶与河谷的气温相差 24℃以上。

年平均气温 14.2℃，1 月平均温度 4.4℃，8 月最热，月平

均温度 22.4℃。500kVGIS 开关站位于左岸半山腰处，日照

时间长，昼夜温差较大。加之气联铜管长度较长管壁较薄，

加工安装时需要弯折，综上原因造成铜气联导致产生微小裂

纹。

三、处理方案

（1）针对对应气室用检漏仪或者肥皂泡的方法确定泄

漏位置。

（2）关闭气室的密度压力表阀门，防止在拆除过程中

密度压力表压力发生变化误报影响设备正常运行。

（3）拆除气联前应在气室设备本体上加装一只密度压

力表，以检测该气室的压力变化。检测半个小时，气室压力

无明显变化后方可进行下一步操作。在整个处理过程中应保

https://baike.baidu.com/item/%E9%9D%92%E8%97%8F%E9%AB%98%E5%8E%9F/849


266

证该气室压力始终大于 0.4MPa

（4）确定漏气气联后，应先拆除设备本体侧气联，确

认本体设备上的自封接头无漏气现象后再拆除气联另一端。

在拆除过程中应同时缓慢的旋松气联接头处的三个螺丝，如

果发生自封接头出线漏气现象应立即旋紧气联螺丝，防止SF6

泄漏，补充压力至额定后，待停电解列后再做处理。

（5）气联拆除后，把设备上的自封接头用塑料袋罩住

做好防护措施，还因对临时密度继电器进行监测，确定无漏

气现象。

（6）把气联拿离运行区域对泄漏位置排除管路内的SF6，

在清理干净后，将气联自连接处拆开，处理两段气联连接的

密封面，并更换密封圈。

（7）重新连接好两段气联，对气联进行充气至 0.45MPa，

然后进行检漏。若有明显漏气现象，应重新处理。若无泄漏，

则气联带压回装。

（8）气联回装完成后，应打密度压力表阀门，并拆除

临时密度压力表。

（9）两相气室漏气位置皆为气联连接处，故处理方案

一样，依次进行。

四、治理效果

经更换某电站水电站 500kV GIS 存在泄漏铜气联后，设

备运行正常，目前未再出现泄漏现象。
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某电站主变低压侧升高座防护铝板温度较高

一、存在问题

某电站共 4 台主变压器中，2、3、4 号主变已投入运行。

3 台主变在运行过程中，运行人员巡回检查发现，主变低压

侧升高座防护铝板与三相短路板连接法兰均存在不同程度

温度超标现象。标准值：≤70℃。其中 2F 机组带 354.7 万

负荷时，测试 2B 主变压器低压侧防护罩 118.6℃，防护罩内

IPB 母线外壳 64.2℃，IPB 母线导体温度 71.5℃。其它两台

主变压器情况类似，具体详见下图所示：

2B 防护罩温度 3B 防护罩温度

（负荷 350MW、B 相最高温度 118.6℃） （负荷 260MW、B 相最高温度 91.6℃）
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4B 防护罩温度

（负荷 260MW、B 相最高温度 85℃）

二、原因分析

为加强对变压器低压侧 IPB 母线橡胶套装进行防护，在

橡胶套上方三相短路板上安装 3mm 厚非导磁材料铝板防护

罩，主要是防止水进入橡胶套内，由于变压器低压侧升高座

与 IPB 间未完全金属封闭，变压器低压侧端部导体会产生交

变漏磁场，特别是 B 相漏磁场更集中，从现场观察，在防护

罩焊接部位温度较高，主要集中在 B 相。防护罩（铝）是非

磁性材料，可能防护罩或焊接材料纯度不够，或含有磁阻小

的金属杂质，三相引出线电流产生的漏磁通经过防护罩闭合

时，产生涡流损耗，导致温度较高。

三、解决方案

经组织设计、安装单位、厂家、监理、检修公司等现场

召开原因分析会，会议决定先拆除防护罩后观察运行效果，

若效果较好，则将 2B、3B 现有的防护罩拆除，如需要可改
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为其它非磁材料如硅橡胶防护罩，若拆除后效果不理想，再

考虑其他方案。

四、效果评估

现经拆除 4 号主变压器升高座防护罩后，在相同负荷下

进行测温对比分析，拆除后效果明显，目前机组负荷 30 万

时 B 相最高温度 57.6℃。
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厂用及励磁变

某站油浸式老旧厂用变压器治理

一、现象描述

某站油浸式厂用变从1992年投运至今，已经运行超过20

年，设备老旧，已多次出现总烃超标情况。

2015年10月，对某站21B 厂用变压器进行了定期油色谱

分析，在2015年10月22日，总烃含量达到176.18µL/L，超过

标准注意值150µL/L。

2015年11月2日，对某站31B 厂用变压器进行了定期油色

谱分析，发现总烃含量达到351.2µL/L， 在11月14日对31B

进行吊芯检查及滤油处理后，总烃含量仍呈逐渐上升趋势。

2015年5月22日，某站32B 厂用变压器运行中定期油色谱

分析发现总烃含量为196.93µL/L，超过标准注意值150µL/L。

氢气和乙炔含量低于标准注意值，且与往年数据比较无明显

增长。2015年5月28日对32B 进行吊芯检查及滤油处理，在投

运观察后发现，总烃含量依然呈增长趋势。

二、原因分析

1．结合某站厂用变压器油化，并经特征气体、产气速

率和三比值法推断厂用变存在内部过热。

2．某站21B、31B、32B 厂用变投运时间超过20年，且未

进行过大修。可能出现变压器内部导电引线出现松动，或夹

件绝缘损坏。
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三、解决方案及过程

已对4台主厂用变及7台厂用变由老旧油浸式变压器更

换为 SCB10型干式变压器（如图21），彻底解决油浸式变压器

的安全隐患。

图21 更换后的干式变压器

四、效果评估

经运行观察，某电站更换后的干式变压器运行良好，设

备治理良好。
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某站11F 机组励磁变1LB 线圈下沉

一、现象描述

2015年11F 机组按照检修计划退出运行状态转为检修状

态，检修人员对1号厂变压器进行检查时发现，变压器线圈

上端部分支撑绝缘子松动，通过进一步核查发现，变压器线

圈下端部支撑绝缘子垫块被压缩变形倾斜，线圈出现整体下

沉现象（如图22）。

图 22 某站 1号厂用变线圈下端部支撑绝缘子垫块被压缩变形部位

二、原因分析

1.环境因素分析

因干式变压器在带电运行过程中，铁芯片及线圈在电

磁力的作用下，会出现一定程度的电磁震动，长期震动可能

会使支撑绝缘子垫块压缩变形，同时由于变压器运行过程中

线圈的铜损以及铁芯的铁损会产生热量发热，正常工作时线

圈温度能够达到65℃，而变压器工作环境温度约为36℃，使

得线圈下方的支撑绝缘子垫块温度升高，长期运行后绝缘子

垫块逐渐软化倾斜，最后导致线圈整体下沉。
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2.材质及结构分析

由于上海富士电机变压器有限公司属于日资企业，厂家

在设计变压器时会根据用户使用地点的地质结构使用不同

强度的支撑绝缘子垫块，本产品按照日本（ATN）指导设计，

支撑绝缘子垫块标准线圈自重的应力小于29N/cm2。绝缘子

垫块（HT）直径60mm，面积2828mm2，绝缘子垫块（LT）直

径45mm，面积1590mm2,高压线圈（相）重量为420kg，低压

线圈（相）重量为190kg，原垫块（HT 与下夹件之间）每相5

块，线圈自重应力为4200/28.28/5=29.7N/cm2。原垫块（LT

与下夹件之间）每相4块，线圈自重应力为

1900/15.90/4=29.8N/cm2。通过计算发现，计算值与设计标

准值（29N/cm2）非常接近，绝缘子垫块裕量较小。

综上所述，厂用变压器绝缘子垫块因设计裕度较小加之

垫块在工作温度影响下发生软化，使得变压器线圈在自重力

的作用下发生下沉。

三、解决方案及过程

根据变压器线圈下沉的原因分析，制定了变压器线圈下

沉的处理方案：把变压器线圈支撑绝缘子垫块更换为强度更

高的支撑绝缘子垫块，并在高压侧线圈（相）与夹件之间增

加一组支撑绝缘子及垫块，在低压侧线圈（相）与夹件之间

增加两组支撑绝缘子及垫块。高压侧计算应力为

4200/28.28/6=24.7N/cm2，低压侧计算应力为

1900/15.90/6=19.9N/cm2。计算值满足线圈自重的应力小于

设计值（29N/cm2）的要求。垫块安装如图23所示。
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图 23 某站 1 号厂用变线圈增加垫块方案

四、效果评估

通过采取更换支撑绝缘垫块材料、增加垫款数量的方式

对变压器进行处理后，对变压器进行了相关试验，试验结果

均无异常。现经过长时间运行观察，目前设备运行良好，线

圈未出现下沉的情况。
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某电站、某电站机组灭磁开关触头烧损

一、现象描述

某电站灭磁开关在检查中发现灭磁开关接触电阻偏大，

最大值达到 30μΩ，经打磨后电阻值仍在 15-20μΩ之间。

经长时间运行后，接触电阻变大。

某电站灭磁开关触头烧损照片

某电站灭磁开关在检查中发现接触电阻偏大，经分解检

查发现触头有烧损现象，经打磨后电阻值仍在 15-20μΩ之

间。
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某电站灭磁开关触头烧损照片

二、原因分析

1.跳闸灭磁时产生过热、烧损。

2.正常运行时励磁电流较大，形成发热氧化。

三、解决方案及过程

结合设备检修，对灭磁开关接触电阻和接触面进行检查，

对不满足要求的或烧损的灭磁开关触头进行更换。

四、效果评估

处理后，测量灭磁开关触头接触电阻均满足要求。
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某电站左岸上坝交通洞照明变压器铜排损伤处理

一、现场描述

7月16日，某电站左岸上坝交通洞照明系统年检过程中，

发现照明变压器低压侧中性点短接铜排烧损，已接近断裂。

图 1 烧毁的铜排

二、原因分析

由于原在电厂建设过程中，施工单位不按规范搭接电源

导致低压侧中性点铜排烧损。

三、处理措施

由于低压侧中性点铜排出厂时采用焊接，无法更换新铜

排，只有原烧损铜排上打孔，采用螺栓连接方式并装一块铜

排，用热缩套进行完善。

图 2 烧损的铜排并接一块铜排 图 3 用热缩套进行完善



278

四、效果评估

目前已对左岸上坝交通洞照明变压器铜排故障后，运行

正常，治理效果良好。



279

高压电缆

某电站 500kV 高压电缆接地电流显示偏差过大处理

一、现象描述

2016 年 1 月，某电站水电站在设备巡视过程中发现

500kV 高压电缆接地电流在线监测系统显示值与钳型电流表

实测值偏差过大,钳形电流表实测值为 10A 时在线监测系统

显示值为 12A,高压电缆每相偏差值达到 2-3A 左右。

二、原因分析

某电站水电站 500kV 高压电缆接地电流在线监测系统使

用的电流互感器变比为 200A/5A，实际泄漏电流在 10A 左右,

在测量过程中精度不够导致在线监测值与实际电流值偏差

过大。

三、解决方案及过程

经与厂家沟通后制定方案为将电流互感器由变比

200A/5A 更换为 200A/100mA。

四、效果评估

高压电缆接地电流监测系统经电流互感器更换后，其显

示值与实测值相差小于 0.8A，较为接近，设备治理成果较明

显。
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某电站水电站 10kV 部分电缆头破损修复

一、现象描述

2015-2015 年度检修中发现部分 10kV 电缆冷缩头破损，

耐压试验不合格。检修中共处理了 13 个。

图 1 电缆冷缩头破损情况

二、原因分析

安装过程中未做好保护，野蛮施工。10kV 电缆冷缩头延

展性不达标。

三、解决方案及过程

更换了破损的冷缩头，并对电缆头进行了耐压试验，更

换后耐压试验合格。

四、效果评估

消除了 10kV 高压电缆头存在的绝缘缺陷，提高了 10kV

系统运行的安全性和可靠性。
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各类电机

某电站 4F 机组 1、2 号顶盖排水泵电机引线中间接头进水处

理

一、现象描述

2016 年 11 月 9 日在进行某电站水电站 4 号水轮发电机

组 C 级检修，对四台顶盖排水泵电动机带动力电缆测试三相

直阻平衡，1、2、3、4 号泵电动机测试对地绝缘电阻分别是：

1.12MΩ、1.29MΩ、10.06GΩ、10.11GΩ，绝缘电阻值反映

1、2 号泵电动机与 3、4 号泵电动机相比数据差距较大。

二、原因分析

将 1、2 号泵动力电缆从屏柜退至水车室发现电缆有中

间接头，在水车室至水轮机层穿墙钢管内，钢管内有积水，

安装时接头未做防水处理，造成接头进水，解开接头后测试

1、2 号泵电机对地绝缘电阻为 11.81GΩ、12.42GΩ。

三、处理措施

水车室至水轮机层穿墙钢管内更换为新电缆，将电缆接

头接至水车室花铁板下，做好防水处理，完成后 1、2、3、4

号泵电动机测试对地绝缘电阻分别为 11.81GΩ、12.42GΩ、

10.06GΩ、10.11GΩ，绝缘状况较良好。

四、效果评估

完成顶盖排水泵电机引线中间接头进水故障处理后，设
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备运行正常，治理情况良好。
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柴油发电机室移位

一、缺陷现象

开关站 10kV 柴油发电机及储油罐布置在 GIS 楼一楼，

存在噪音、尾水及振动等危害，不利于电站后期管理。

二、原因分析

柴油发电机运行时，存在噪音大、振动大、火灾等安全

隐患，柴油发电机尾气排放在值班楼上方，不利于员工身体

健康，存在职业危害隐患。

三、解决方案

对柴油发电机房及储油罐室重新选址；目前已将柴油发

电机房布置在 GIS 楼交通洞侧，远离值班楼及 GIS 楼。
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某电站机组技术供水泵电机接线柱处理

一、现象描述

机组技术供水泵电机在运行中接线盒内接线柱发生过

热熔断。

二、原因分析

由于技术供水泵长时间运行加上技术供水泵运行期间

抖动，导致机组技术供水泵电机接线盒内三相接线柱与接线

头之间连接不牢固，发生间隙放电，导致接线柱过热发生熔

断现象。

三、解决方案及过程

机组检修期间对技术供水泵电机接线盒内三相接线柱

与接线头之间连接进行紧固，同时增加接线头采取搪锡工

艺。

处理后的技术供水泵电机接线柱
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四、效果评估

处理完毕后，技术供水泵运行正常。
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其他

某电站发电机风洞内冷凝水治理

一、缺陷现象

某电站水电站每台发电机布置有 14 只空气冷却器，夏

季在冷却器表面产生凝结水，形成水滴，滴落至地面或设备

上。

二、原因分析

由于风洞内空气湿度较大，当机组负荷减小时，空冷水

流量未随着减小，在空冷散热片表面温度低于空气露点温度

时，从发电机吹出热空气中水蒸汽就会在散热器表面发生结

露现象，形成水滴，可能引起发电机电气设备绝缘降低，特

别是在机组停机后定、转子绝缘下降明显，不利于发电机设

备安全稳定运行。

三、解决方案及过程

在风洞增加除湿机，将风洞空气中的水蒸汽变成水排

走，进一步降低空气湿度，破坏空气水蒸汽露点温度，如空

冷散热片表面露点温度是 17 度，空气中水份含量 14.5g/m3

就要结露，改变空气中的水份含量，如 13.6g/m
3
要 16 度才

结露，目前除湿机正在购买中。
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