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in the Process of Planning Distribution Grid Development

Risk management requires quantification of threats in terms of the probability of the threat
occurring, and consequences resulting from the critical occurrences. The greatest threat is
posed by the events with a high probability and at least major consequences, as well as events
with considerable consequences and at least major probability. In this context, risk manage-
ment involves undertaking steps aimed at lowering the probability of threatening occurrences
and/or minimisation of potential consequences. In the case of risk management related
to HV grid development, the most important threat is grid overloads.

DOI:10.12736/issn.2300-3022.2016206

1. Introduction

Power system operators raise funds for the development and
modernization of transmission and distribution infrastruc-
ture through tariffs approved by the President of the Energy
Regulatory Office. One of the goals of the ERO President is to
prevent excessive increases in energy prices, and one of the
relevant measures is limiting the resources allocated by opera-
tors for development of their grid assets. Therefore, the operators
have limited funds available for capital expenditures, which in
turn forces the optimisation of their allocation. Since such funds
available to operators for grid modernization may be insufficient
compared to the needs, their suboptimal allocation is associated
with a risk of deterioration in the distribution service’s quality
and reliability. Risk management requires quantifying threats in
terms of the probability and consequences of their occurrence.
The greatest threat is posed by events with a high probability
and at least medium consequences, as well as those with large
consequences and at least medium probability. The greatest
threat area is highlighted in red.

Risk management involves undertaking steps aimed at lowering
the probability of threatening occurrences and/or prevention
(minimisation) of potential consequences.

In the case of risk management related to HV grid development,
the most important threat is grid overload related to incom-
plete grid topology. One of the grid development planning tasks
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Very low Low Very high

Probability

Tab. 1. Risk matrix

is to warrant the energy supply reliability at minimum costs.
Implementation of these two contradictory objective functions
requires the capex project scope optimisation! and consider-
ation of planning the system’s development and planning grid
operation as interrelated processes2.

With growing consumer demand for power and the capacity of
connected conventional and renewable sources, the grid opera-
tion reliability can be achieved by either: a) eliminating the effects
of hazards at the system development planning stage through
investment in grid assets, b) minimizing the probability of critical
events at the system operations management by identifying and
avoiding the coincidence of events constituting a threat to the
system.

1The aim of a capex project is to maximize the benefits from spending limited financial resources.
2 Due to the fact that the optimisation of investment decisions at the development planning stage may result in restrictions (conditions) of the grid operations.
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2. Technical risk management

One of the development planning tasks is to ensure grid oper-

ation reliability and optimise the allocation of investment

resources (improvement of investment performance indicators

[PLN/reliability_of supply_improvement]). Grid reliability dete-

rioration with growing consumer demand for power and the

capacity of connected sources, renewable in particular, may be
prevented by:

1. investment in grid assets and system extension; there is
arisk associated with the optimisation of conflicting objective
functions: to increase grid operation safety and to minimise
the investment in system expansion (risk of the project scope’s
over- or under-estimation in relation to the real needs)

2. to minimise the risk of critical events or their effects through:
a) identification of external factors posing a threat to the grid

operation safety, for example a coincidence of selected grid
component outages with the level of consumer demand
for power or power output to the system from local genera-
tion (e.g. wind farms)

b) identification of a zero-investments method of avoiding
threats — coordination of grid component outages with
forecasts of external risk factors, accomplished at the grid
operation planning and running stage. Planned outages
represent 95% of the grid component outage duration.
Their coordination taking into account external factors that
contribute to overloads (e.g. demand for power), allows
eliminating the risk of overload

) identification of alternative actions for system modern-
ization that offset external risk factors, e.g. consumer
load management techniques or wind farms output
curtailments.

The decision to abandon or postpone a capex project in favour
of alternative measures will later result in the need to adjust the
rules of grid operation and planning. Treating the processes
of grid development planning and of grid operation planning
and running in an integrated way allows allocating invest-
ment resources in the areas where no alternative risk avoid-
ance measures are available. Grid investments risk manage-
ment (determination of the optimal scope and sequence of
investments) requires a qualitative and quantitative descrip-
tion of the probability of causes, and the extent of threats to
the system’s reliable operation, which enables a comparison of
costs and benefits. As a result, projects may be selected for post-
poning, where there are alternative zero-investment measures
to counter the risks, and investments may be prioritised based
on performance indicators determined on the basis of capital
expenditures and estimated avoided threats. A tool for quan-
titative assessment of the threats to energy supply reliability is
the probabilistic power flow methodology.

3. Calculation methodology
Deterministic analyses, based on which power grid development
is planned, have many constraints preventing a quantitative
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description of the system performance in a long-term horizon

(15 years), in particular:

1. power flows are calculated for a few arbitrarily selected power
system conditions, with assumed power demand in partic-
ular HV grid nodes, power output from REs to grid, and grid
topology. In fact, the system performance is associated with
the occurrence of various combinations of load and genera-
tion in individual HV grid nodes and their coincidence with
individual grid component outages

2. are based on many simplifying assumptions and do not fully
reflect power system'’s operating conditions, in particular:

a) some of the assumptions and conditions are overly conser-
vative, e.g. the assumption of areal RES generation close
to 100% of installed capacity, or of rated lines capacities
(regardless of weather conditions). Making investment
decisions on the basis of such assumptions can lead to the
project’s oversizing, and thus reducing future grid infra-
structure utilization rates
some of the assumptions may be overly optimistic, in partic-
ular - the adopted demand for power may not correspond
to the extreme loads recorded by SCADA3, the number
of simultaneous grid component outages often exceeds
the N-1 contingences (for selected cases N-2) taken into
account in deterministic analyses. Investment decisions
based on such assumptions may prove to be insufficient,
and the financial consequences of re-modernisation may
prove higher than the cost of extending the original project
scope prior to the decision
3. deterministic analyses do not allow to specify the probability

of threats to system operation, and therefore they do not allow

assessing whether other alternative to investment methods of
preventing overload#4 are a better solution from the technical
and/or financial point of view.

To avoid the above power system performance assessment limi-

tations, probabilistic analysis should be applied. These authors

propose the Monte Carlo method, used for mathematical model-
ling of processes too complex for analytical definition. The
modelling is based on a random choice of values characterizing
the process, selected in accordance with the probability distribu-
tion, which must be known. Grid operation is modelled using
multiple repeated power flow calculations taking into account
the daily and seasonal variations in consumer demand for power,
output from power sources connected to HV and MV grids, and
grid topology. Variability of operating conditions is modelled
randomly based on the statistics developed on data from SCADA
systems, while maintaining the correlation between them (e.g.
daily-seasonal changes in demand for power in particular nodes
and their groups, or power output to grid from single wind farms
and their groups, depending on their location). Due to the very
large number of results from multiple repeated power flow
calculations, they can be analysed by statistical methods only.

Probabilistic analysis produces probability distributions of the

occurrence of a specific grid operating condition, in particular

S

3 Accordingly, minimum in the off-peak and maximum at the peak.

4 For example, the coordination of planned outages with external grid operation conditions (weather, volatility of demand for power).
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Fig. 1. Pseudo-random time series of group of wind farms generation

of power flows through individual grid components. Statistical
analysis of likely overloaded grid components allows investi-
gating the correlation between the occurrences of overload and
of certain grid conditions: individual grid component outages,
nodal and areal customer demand for power, wind farm power
outputs, etc.

Power flow model inputs (outages, loads, generation) can be
drawn, in accordance with the probability distribution of their
occurrence, or obtained from a pseudo-random generator of
load and generation sequences. The second option allows for
tracking grid condition sequences (e.g. consecutive at sub-area
conditions occurring at 15-minute intervals, resulting from the
peak power demand and from variable wind generation output),
which makes it possible to assess, for instance, single overload
duration or analysis of the operation of energy storage with
a given capacity, interoperable with a wind farm (storage
charging and discharging process).

4. Risk measures
As already mentioned, planned outages account for approx.
95% of the total grid component outage duration. Their mutual
coordination and correlation with other overload occurrence
favouring factors will effectively offset the risk of threats to grid
performance. The following summarizes the features, which are
critical in the opinion of these authors, which allow one to assess
the feasibility of coordinating outages with grid operating condi-
tions in order to avoid overload and to evaluate the purpose and
scope of the grid’s necessary upgrade and extension.
1. The average annual energy at risk of being not distributed due
to overload.
Energy, the transfer of which makes a grid component being
overloaded>, depending on the duration of overloads in the
year and their magnitudes. A large amount of energy at risk

of being not transfered (in relation to the total annual energy
transmitted by the line) is a prerequisite for placing the line
high in the ranking of the grid investment list.

. The average annual duration of a grid component’s over-
loads. Long overload duration may attest to threats related to
outages of multiple grid components or the sensitivity to grid
operating conditions (power demand, local generation). Both
causes will make the grid component outages coordination
difficult, which is a prerequisite for rank the component highly
among those in need of upgrade.

. Average duration of a single overload of a grid component’s.
This parameter can be determined by a pseudo-random
generator of load and generation sequences, and by taking
into account the duration of a single outage of individual grid
components. If the average duration of a single overload is
short, it is a prerequisite to lower the component’s position
in the ranking of items for upgrade. If the analysis resolution
<= 15 min, any overload with such duration may be omitted.

. Number of grid components, the outage of which makes the

analysed line overloaded.
The higher the number, the more difficult it will be to coordi-
nate the planned outages. A similar analysis should be carried
out for pairs of out of order grid components. It has been
observed that there are pairs of components, the separate
outages of which are not critical (do not cause overload), but
their concurrent outage may lead to overload of other lines.
Such pairs should be specified in the grid operating guidelines
as prohibited outage combinations.

. Nodal and/or areal customer demand for power, at which the
tested grid component gets overloaded.

A factor that allows for coordination of outages corre-
lated with energy consumer behaviours. If a relationship is
observed between the demand for power, outages of certain

5 And as a consequence the risk of failure to supply energy to the end users.
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grid components and overloads of other grid components,
risk management requires one to forecast power demand and
to develop an outage plan that takes them into consideration.

6. Nodal and/or areal local generation output at which the tested
grid component gets overloaded, as in the case of demand
for power, forecasts of wind and solar generation output are
required, based on numerical weather forecast, for operating
coordination of outages.

5. Risk analysis tools

In deterministic analysis of power grid development, the
first items to be considered are the grid components that get
overloaded. Upgrade decisions are made on the basis of the
maximum overloads recorded in N-1 states without taking
into account the expected values of energy at risk of being not
transfer, average annual overload duration, etc. In risk analyses
by probabilistic methods the first items to consider are those
grid components the outage of which makes another grid
component overloaded. An example list of lines that get over-
loaded due to the local generation output, while the tested grid
component is disconnected, is shown in Tab. 2, which contains
the durations [h/a] of line overload at terms of a given grid
component’s outage and areal generation output. The overload
magnitude is irrelevant in this case, because an excess over the
line load carrying capacity has a binary (0/1) nature. For deter-
mination of the local areal generation the grid area associated
with the tested component must be defined. It is proposed to
assume that the area associated with a disconnected compo-
nent includes the grid nodes, in which a generation (or load)
change results in a corresponding change in the power flow
through the tested line. Local areal generation means the power
output to the grid from the sources (e.g. wind farms) connected
in the area, expressed as a percentage of the sources’ installed
capacity.

In the presented example the outage of grid line LW, is asso-
ciated with the overload of lines LP; to LP, but only at a large
wind power output over 70% of the temporary utilization of the
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installed capacity. Correlating the component’s planned outage
with the generation output forecast for the next day will allow
one to avoid the upgrade of line LP; to LP,6. At the same time it
may be necessary to upgrade line LP; if (resulting from the coor-
dination) outages LW, will take place when the wind generation
is less than 40% of the installed capacity of farms in the area?’. If
overloads occur throughout the entire 0% to 100% range of the
areal generation, it means that their occurrence is not depen-
dent on the areal generation and that there is not possible to
coordinate outages because of weather conditions. Based on
the performance statistics of a wind farm group it may be deter-
mined for how many hours per year (by seasons and times of day)
its wind generation exceeds the permissible level because of the
overload of line LP; to LP;, and how it can disrupt the outage
planning process, in particular: for how much (percentage) of
the grid works duration no works may be performed on line LW,,,
and what is the relationship between the shortened time avail-
able for outage of component LW, and the total annual duration
of outage L%,, required for normal operation. The coordination
of component outages may be complemented with a deci-
sion to lower wind farm outputs. To assess the reasons for such
output lowering, a wind farm group’s long run production lost
costs (over the time by which the lines upgrade has been post-
poned) should be compared with the avoided upgrade costs.
Such WF lost annual output may be relatively eassily quantified.
Due to the fact that the WF output in an area is strongly corre-
lated, the longest duration should be selected of the overload
of all lines in successive brackets of the WF’s power output to
the system, multiplied by WF capacity installed in the area, and
the difference [FW power bracket — 60% (no overload)]. In the
present example, it will be annually:

Ey = Piysr * 211(70% — 60%) - 7 +
+(80% — 60%) - 14 + (90% — 60%) - 5 + (100% — 60%) - 2
(M

where:
Pyst— wind farm capacity installed in the area.

LP1 29 13 - - - - = = = = 10 3 0
LP2 44 32 - - - - - - - 6 11 4 1
LP3 2 6 - - - - - - - - - 4 2
LP4 5.4 41 - - - - - - - 7 14 5 1

LPi 60 30 20

Total 152

Tab. 2. Overloads of grid components LP; associated with outage of component LW,

6 Provided that the outage of line LW,) is the only cause for the occurrence of overloads of these components.
7This upgrade is all the more justified, because it results from insufficient transmission capacities dedicated to the needs of energy consumers — component overloads

result from lack of local generation, probably at high demand for power.
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The result is 5.8 [h] * Pjys7 IMW] = 5.8 Piysr IMWh/a]. As shown in
the above example, it will not be the sum of the energy at risk of
being not transfer by all lines LP; to LP,, because the generation
reduction to 60% will eliminate overload in all lines. The agreed
scope of the coordination of outages of component LW,, reducing
the overload of line LP; to LP,, will be included in the analysis of
grid upgrades’ order of the execution. Similar considerations
should be carried out for the overloads arising from consumer
demand for power. In this case, the outages coordination shall
be complemented with load management programs (demand
reduction at system operator request).

The deliverable is an agreed list of outages of component L%,
coordinated with coordinated with external grid operation condi-
tions. If for component LW, no coordinated list of outages could
be agreed upon, the option of building a new line LW, parallel
to LW, should be considered. It is assumed that at least one of the
lines will be in operation. The criterion for the choice between
building a new line LW, (if technically feasible) and upgrading
all components LP; to LP,is the capital expenditure. It should be
borne in mind that the selection algorithm of upgrade scope
LP; to LP; admits options of incomplete elimination of overloads,
while the construction of a new line eliminates them completely.
Subjected to similar analysis should be all components LW,, the
outages of which give rise to overloading other grid components.
If for overloaded component LP; successfully agreed upon has
been the coordination of all overload causing outages LW, to
LW, the upgrade may be postponed. Other overloaded compo-
nents, for which the coordination of all outages has not been
successfully agreed upon, should be arranged in order of their
upgrades’ importance in such a way that the invested funds are
spent in the most effective manner. Example data for the analysis
is compiled in Tab. 3, which contains a percentage breakdown of
the total energy at risk of being not transfer by intervals speci-
fied by overload magnitudes. Possible upgrade scopes are the
discrete values resulting from changes in operating temperature
or conductor cross-sections.

Electricity
atrisk of
no-transfer
[MWh/a]

Total annual Average
overload single over-
duration [h/a] load duration

Overloaded
component

20%
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The investment efficiency measure is an index determined as the
ratio of total cost of grid reinforcement in reference to energy
recovered (production lost in the zero-investment option, which
will be recovered after the project completion):

k _ Km£<+c-Kzik+

W L ¢ 'ZnZkEg,'ik
where:

w E — efficiency ratio of investment in upgrade of line i in option
k%

C - grid asset life time [years],

Km¥ - cost of reinforcement of line i in option k,

Kzl - cost of energy at risk of not being transferred through
linei (cost of not carried out reinforcement of line i above option k),
E}}lk - energy recovered through reinforcement line i at outage
of component n, which may be transmitted upon completion of
upgrade k,

n —number of switched-off grid component

i— number of overloaded line,

k - line i upgrade option that warrants a certain increase of load
carrying capacity,

)

Cost Kz¥* of the abandoned upgrade of line i above option kis
related with energy at risk of no-transfer10 and is a kind of penalty
for the system operator for failure to transmit the required
energy. The sum of capital expenditures and abandoned rein-
forcement costs constitute the total cost incurred by the oper-
ator. Energy recovered (transmitted) E g;k is an gain.

Index w’; illustrates the effectiveness of capex outlays in time
horizon c. Cost of abandoned upgrade of line i above option k
may be determined as function:
Ci)

KzF* = f(ERE 3)

i

where:
E;,‘f - electricity not transmitted by line /i at outage of

Electricity at risk of no-transfer, depending on overload magnitude

30% 40% 50% (7 70% 80% 90% 100%

w1 29 13 47% 24% 20% 6% 3% 1%
Lw2 44 32 56% 27% 13% 3% 1%
Lw3 2 6 63% 26% 5% 5%
Lw4 54 41 32% 25% 17% 11% 6% 5% 3% 1%
LWn 60
L Total 152 44% 25% 16% 7% 4% 2% 1% 0% )

Tab. 3. Overloads of grid component LP; associated with outages of grid components LW,

8 For example, an increase from 40°C to 60°C or 80°C of the of the operating temperature of a 240 mm? conductor results in an increase in its load carrying capacity in

summer, respectively to 170% and 200% of the original cpacity.

9 Upgrade option means here the transmission capacity increase from the upgrade.
10When upgrade option k does not ensure complete elimination of line i overload.
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component n, due to insufficient scope of upgrade k, Cx — penalty
for failure to transmit the electricity; Eﬁf < E}}lk

The type of function describing the dependence of not trans-
mitted electricity cost should be chosen empirically. The increase
in upgrade scope will increase Km¥, decline, Kz *with a concur-
rent increase E}flk (formula(2)). If however the function of 1’(2{“r
determination will prefer a deep upgrade scope (large. Kz * with
relatively small E;l_'ik), this can lead to a substantial increase in
capex costs, with a slight increase in ,recovered” electricity E 2 Lk "

6. Conclusions

Investment risk management based on stochastic analysis results

involves in particular:

1. identification of the risks that can be avoided without invest-
ment, by management of planned grid component outages,
and postponement of the reinforcements for which there are
alternative technical solutions of reducing risk occurrence

2. optimisation of the scope of HV grid reinforcement taking into
account the probability of risks occurring and their potential
effects (increase or decrease in the grid reinforcement scope
in relation to the results of deterministic analyses)

3. prioritization of grid reinforcements with regard to cost and
grid performance improvement, for instance giving priority to
the upgrade of a line moderately overloaded over a relatively
long time in the year, over a line exposed to large overloading
but for a short time in the year (unlikely occurrence).
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As aresult, improved efficiency of investment in HV grid develop-
ment should be expected.
The proposed methodology allows a quantitative assessment of
the risks in terms of the likelihood of occurrence of their causes
and their magnitudes. The outcomes of the investment risk
analyses on the basis of a grid operation’s stochastic simulation
include:
1. probability distributions of line loads (overloads) in terms of
magnitude, duration and energy at risk of being not transfer
2. guidelines for the coordination of grid component outage
planning, allowing one to avoid (reduce the occurrence prob-
ability of) overloads:
a) array of forbidden combinations of outages of pairs of grid
components
b) arrays of allowed outages in functions of: areal consumer
power demand and of local generation
3. guidelines for complementary actions to coordinate outages,
allowing, for example, the development of load management
programs (DSR):
a) estimated annual duration and magnitude of the reduction
of power consumed by customers
b) one-time limitation duration (consumer’s propensity to
join the program)
) electricity lost in the year
d) incidence of limitations.
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Zarzadzanie ryzykiem technicznym
w procesie planowania rozwoju sieci dystrybucyjnej
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Streszczenie

Zarzadzanie ryzykiem wymaga kwantyfikacji zagrozen w kategoriach prawdopodobienstwa wystapienia przy-
czyn zagrozenia oraz konsekwencji wynikajacych z zaistnienia krytycznych zdarzend. Najwieksze zagrozenie stwa-
rzaja zdarzenia o duzym prawdopodobienstwie i co najmniej znacznych skutkach oraz zdarzenia o duzych
konsekwencjach i co najmniej znacznym prawdopodobienstwie. W tym kontekécie zarzadzanie ryzykiem polega na podej-
mowaniu dzialan majacych na celu obnizenie prawdopodobienistwa wystapienia przyczyn powodujacych zagrozenia
i/lub minimalizacje skutkéw wystapienia zagrozen. W przypadku zarzadzania ryzykiem zwigzanym z planowaniem rozwoju sieci
WN podstawowym zagrozeniem sa przeciazenia sieci.

1. Wstep

Operatorzy systemow elektroenergetycz-
nych pozyskuja $rodki na rozwoj i moder-
nizacje infrastruktury przesytowo-dystry-
bucyjnej poprzez taryfy zatwierdzane przez
prezesa URE. Jednym z celéw prezesa
URE jest zapobieganie nadmiernemu
wzrostowi cen energii, m.in. poprzez limi-
towanie $rodkéw przeznaczanych przez
operator6w na rozwdj majatku sieciowego.
Operatorzy funkcjonuja wiec w warun-
kach ograniczonych $rodkéw inwestycyj-
nych, co z kolei wymusza optymalizacj¢ ich
alokacji. W zwigzku z tym, Ze ilo$¢ srodkow,
ktérymi dysponujg operatorzy na moder-
nizacje sieci, moze by¢ niewystarczajaca
w stosunku do potrzeb, nieoptymalna ich
alokacja wiaze si¢ z ryzykiem pogorszenia
jakosci i niezawodnosci ustugi dystrybu-
cyjnej. Zarzadzanie ryzykiem wymaga
kwantyfikacji zagrozen w kategoriach
prawdopodobienstwa wystapienia oraz
konsekwencji zaistnienia krytycznych
zdarzen. Najwieksze zagrozenie stwarzaja
zdarzenia o wysokim prawdopodobien-
stwie i co najmniej $rednich skutkach oraz
zdarzenia o powaznych konsekwencjach
i co najmniej $rednim prawdopodobien-
stwie. Obszar najwigkszego zagrozenia
oznaczono kolorem czerwonym.

Zarzadzanie ryzykiem polega na podejmo-
waniu dzialan majacych na celu obnizenie
prawdopodobienstwa wystapienia przyczyn
powodujacych zagrozenia i/lub zapobie-
ganie (minimalizacje) skutkéw wystapienia
zagrozen. W przypadku zarzadzania ryzy-
kiem zwigzanym z planowaniem rozwoju
sieci WN podstawowym zagrozeniem sa
przecigzenia sieci zwigzane z niepeing
topologia sieci. Planowanie rozwoju sieci
ma za zadanie m.in. réwnoczesne zagwa-
rantowanie niezawodno$ci i minimali-
zacje kosztow dostaw energii. Realizacja
tych dwodch sprzecznych funkcji celu
wymaga optymalizacji zakresu inwestycjil

Krytyczne
Powazne
S Srednie
k
u
t
lf Niewielkie
i
Bardzo niskie Srednie Wysokie Bardzg
wysokie
Prawdopodobienistwo
\ J

Tab. 1. Macierz ryzyka

i traktowania proceséw planowania rozwoju
systemu oraz planowania i prowadzenia
ruchu jako powigzanych2.

Zapewnienie niezawodno$ci pracy sieci,
w miare wzrostu zapotrzebowania na moc
odbiorcow i mocy przylaczanych zrodet
konwencjonalnych i OZE, mozna zreali-
zowaé alternatywnie: a) eliminujac skutki
wystapienia zagrozen na etapie plano-
wania rozwoju systemu, poprzez inwestycje
sieciowe, b) minimalizujac prawdopodo-
bienstwo wystapienia zdarzen krytycznych
na etapie planowania i prowadzenia ruchu
systemu, poprzez identyfikacje i unikanie
koincydencji zdarzen tworzacych zagro-
zenia dla pracy systemu.

2. Zarzadzanie ryzykiem technicznym
Planowanie rozwoju ma za zadanie m.in.
zagwarantowanie niezawodnosci pracy sieci
oraz optymalizacje alokacji srodkéw inwe-
stycyjnych (poprawa wskaznikéw efektyw-
nosci inwestycji [z1/poprawa niezawodnosci
dostaw]). Zapobieganie przyczynom obni-
zenia niezawodnos$ci pracy sieci w miare
wzrostu zapotrzebowania na moc odbiorcéw
i mocy przylaczanych Zrédel, szczegdlnie
OZE, mozna zrealizowa¢ poprzez:

1. inwestycje sieciowe i rozbudowe systemu;
powstaje ryzyko zwigzane z optymali-
zacja wzajemnie sprzecznych funkeji
celu: podniesienia bezpieczenstwa pracy
sieci i minimalizacji kosztéw inwestycyj-
nych rozbudowy systemu (ryzyko zawy-
zenia lub zanizenia zakresu inwestycji
w stosunku do rzeczywistych potrzeb)

2. minimalizowanie ryzyka wystapienia

zdarzen krytycznych lub ich skutkow

realizowane poprzez:

a) identyfikacje czynnikéw zewnetrznych
stwarzajacych zagrozenia dla bezpie-
czenstwa pracy sieci, np. koincydencja
wylaczen wybranych elementow sieci
z poziomem zapotrzebowania na moc
odbiorcéow lub mocy oddawanej
do systemu przez lokalng generacje
(np. farmy wiatrowe)

b)identyfikacje bezinwestycyjnych
metod unikania zagrozen - koor-
dynacje wylaczen elementow sieci
z prognozami zewnetrznych czyn-
nikéw ryzyka, prowadzong na etapie
planowania i prowadzenia ruchu sieci.
Wylaczenia planowane stanowig 95%
czasu trwania wylaczen elementow
sieci. Ich koordynacja uwzgledniajaca
czynniki zewnetrzne, przyczyniajace

! Celem inwestycji jest maksymalizacja korzysci z wydatkowania ograniczonych zasob6w finansowych.
? Ze wzgledu na fakt, ze optymalizacja decyzji inwestycyjnych na etapie planowania rozwoju moze skutkowa¢ ograniczeniami (uwarunkowaniami) prowadzenia ruchu sieci.
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siec do powstawania przecigzen (np.
zapotrzebowanie na moc), pozwala
na wyeliminowanie ryzyka wysta-
pienia przecigzen

c) identyfikacje dziatan alternatywnych
dla modernizacji systemu, niwelu-
jacych zewnetrzne czynniki ryzyka,
np. wykorzystanie technik zarzadzania
obcigzeniem odbiorcéw lub optymali-
zacja zakresu ograniczania mocy FW
na zadanie operatora systemu.

Decyzja o zaniechaniu lub odsunieciu
w czasie inwestycji na rzecz dziatan alterna-
tywnych bedzie skutkowala pézniej koniecz-
no$cig dostosowania zasad planowania
i prowadzenia ruchu. Traktowanie proceséw
planowania rozwoju sieci oraz planowania
i prowadzenia ruchu w sposob zintegrowany
pozwala na alokacje $rodkéw inwestycyj-
nych w obszarach, gdzie nie sa dostepne
alternatywne dla inwestycji $rodki unikania
ryzyka.

Zarzadzanie ryzykiem inwestycji siecio-
wych (okreélenie optymalnego zakresu
i hierarchizacja wazno$ci) wymaga jako-
$ciowego 1 ilo$ciowego opisu prawdopo-
dobienstwa wystapienia przyczyn oraz
wielko$ci zagrozen dla niezawodnej pracy
systemu, umozliwiajacego poréwnanie
nakladow i efektow. W konsekwencji mozna
wskazaé inwestycje do odsunigcia w czasie,
dla ktorych istniejg alternatywne bezinwe-
stycyjne $rodki przeciwdzialania zagroze-
niom, oraz dokona¢ hierarchizacji inwe-
stycji w oparciu o wskazniki efektywnosci,
wyznaczane na podstawie nakladow inwe-
stycyjnych i oszacowanych co do wielkosci
uniknietych zagrozen. Narzedziem pozwa-
lajacym na ilosciowa ocene zagrozen dla
niezawodnosci dostaw energii jest metodyka
probabilistyczna (ang. probabilistic power

flow).

3. Metodyka obliczen
Analizy deterministyczne, na ktérych
podstawie wykonuje sie plany rozwoju sieci
elektroenergetycznej, posiadaja wiele ogra-
niczen uniemozliwiajacych ilo$ciowy opis
pracy systemu w horyzoncie dtugookre-
sowym (do 15 lat), w szczegdlnosci:

1. rozplywy mocy wykonywane s dla kilku
arbitralnie wybranych stanéw systemu
elektroenergetycznego, przy zatozonych:
zapotrzebowaniu na moc w wezlach sieci
WN, mocy oddawanej do sieci przez
OZE, topologii. W rzeczywistosci praca
systemu jest zwigzana z wystepowaniem
réznych kombinacji obcigzen i generacji
w poszczegdlnych weztach sieci WN oraz
ich koincydencji z wlaczeniami poszcze-
gblnych elementow sieci

2. opieraja sie na wielu upraszczajacych
zalozeniach i nie odzwierciedlaja w pelni
warunkow pracy systemu elektroenerge-
tycznego, w szczegolnosci:

a) czg§¢ przyjmowanych zalozen
i warunkow jest nadmiernie konser-
watywna, np. zakladanie obszarowej
generacji OZE bliskiej 100% mocy
zainstalowanej lub przyjmowanie
obcigzalnosci linii jako wartosci
statycznych (pomijanie wplywu

warunkéw atmosferycznych na obcia-
zalno$¢ linii). Podejmowanie decyzji
inwestycyjnych na podstawie takich
zalozen moze prowadzi¢ do przewy-
miarowania planowanych inwestycji,
przez co obnizenia przyszlych wskaz-
nikéw wykorzystania infrastruktury
sieciowej
b)cze$¢ z przyjmowanych zalozen
moze by¢ nadmiernie optymistyczna,
w szczegllnosci przyjete wielkosci
zapotrzebowania na moc moga nie
odpowiada¢ skrajnym warto$ciom
obciagzen rejestrowanych przez
SCADA3, ilo$¢ réwnoczesnych wyta-
czen elementdw sieci czesto przekracza
uwzgledniane w analizach determini-
stycznych stany N-1 (dla wybranych
przypadkéw N-2). Decyzje inwesty-
cyjne podejmowane na podstawie
takich zatozen moga okazac¢ si¢ niewy-
starczajace, a skutki finansowe powtor-
nych modernizacji wieksze od kosztéw
rozszerzenia pierwotnego zakresu
inwestycji przed jej podjeciem
3. analizy deterministyczne nie pozwalaja
okresli¢ czestosci wystepowania stanéw
zagrozenia pracy systemu, przez co nie
umozliwiaja oceny, czy inne, alternatywne
dla inwestycji metody przeciwdziatania
przecigzeniom# nie s3 lepszym rozwiaza-
niem z technicznego i/lub finansowego
punktu widzenia.
Chcac uniknaé powyzszych ograniczen dla
oceny pracy systemu elektroenergetycz-
nego, nalezy zastosowac analizy proba-
bilistyczne. Autorzy proponuja metode
Monte Carlo, wykorzystywana do mate-
matycznego modelowania proceséw zbyt
ztozonych do analitycznego zdefiniowania.
Modelowanie polega na losowym wyborze
wielkosci charakteryzujacych proces, a loso-
wanie wielkosci charakteryzujacych proces
dokonywane jest zgodnie z rozkladem
prawdopodobienstwa, ktéry musi by¢
znany. Modelowanie pracy sieci polega
na wielokrotnym powtarzaniu obliczen
rozptywowych z uwzglednieniem dobowo-
-sezonowej zmiennosci zapotrzebowania
na moc odbiorcéw generacji przytaczonej
do sieci WN i SN oraz topologii sieci.
Zmienno$¢ warunkow pracy jest modelo-
wana probabilistycznie w oparciu o staty-
styki opracowane na podstawie danych
z systeméw SCADA, z zachowaniem kore-
lacji pomiedzy nimi (np. dobowo-sezonowe
zmiany zapotrzebowania na moc w GPZ
i grupach GPZ lub moc oddawana do sieci
przez pojedyncze farmy wiatrowe i grupy
farm, w zaleznosci od ich rozmieszczenia).
Ze wzgledu na bardzo duza liczbe wynikéw
otrzymanych na skutek wielokrotnego prze-
prowadzenia obliczen rozptywowych, ich
analiza jest mozliwa wylacznie metodami
statystycznymi. Wynikami analizy proba-
bilistycznej sa rozktady prawdopodobien-
stwa wystapienia konkretnych stanéw pracy
sieci, w szczegolnosci przeptywéw mocy
przez poszczegélne elementy sieci. Dla
przeciazajacych si¢ elementéw sieci analiza
statystyczna pozwala na zbadanie kore-
lacji pomiedzy wystepowaniem przecigzen
i wystepowaniem okre$lonych stanéw

sieci: wylaczen poszczegdlnych elementdw,
wezlowym i obszarowym zapotrzebowa-
niem odbiorcéw na moc, mocy oddawanych
do sieci przez farmy wiatrowe itd.

Dane wejsciowe do modeli rozptywowych
(wylaczenia, obcigzenia, generacje) moga
by¢ losowane, zgodnie z rozkladami praw-
dopodobienstwa ich wystapienia, lub uzyski-
wane w wyniku dzialania pseudolosowego
generatora sekwencji wartosci obciagzen
i generacji. Drugie rozwigzanie pozwala
na $ledzenie sekwencji stanéw pracy sieci
(np. nastepujace po sobie w 15-minutowych
interwalach stany podobszaru, wynikajace
ze szczytowego zapotrzebowania na moc
oraz ze zmiennej generacji wiatrowej), dzieki
czemu mozliwa staje si¢ ocena, np. jedno-
razowych czaséw trwania przecigzen lub
analiza pracy zasobnika energii o zadanej
pojemnosci, wspotpracujacego z farma
wiatrowg (proces fadowania i roztadowania
zasobnika).

4. Miary ryzyka

Jak juz wspomniano, wylaczenia planowane

stanowia ok. 95% lacznego czasu trwania

wylaczen elementéw sieci. Ich wzajemna
koordynacja i skorelowanie z innymi czyn-
nikami, sprzyjajacymi wystapieniu prze-
cigzen, pozwoli skutecznie zniwelowac
ryzyko zagrozen pracy sieci. Ponizej zesta-
wiono krytyczne zdaniem autoréw cechy
pozwalajace na ocene mozliwosci skoordy-
nowania wylaczen z warunkami pracy sieci,

w celu unikania przecigzen oraz oceny celo-

wosci i zakresu niezbednych modernizacji

i rozbudowy sieci.

1. Srednia roczna ilo$¢ energii zagro-
zonej nieprzestaniem ze wzgledu
na przecigzenia
Energia, ktérej przestanie powoduje prze-
cigzenie elementu sieci®, zalezna od czasu
trwania przecigzen w roku i ich wielko$ci.
Duza ilo$¢ energii zagrozonej nieprze-
staniem (w relacji do catkowitej rocznej
ilosci energii przesylanej przez dany
element) jest przestanka do umieszczenia
linii wysoko w rankingu elementéw sieci
wymagajacych modernizacji.

2. Srednioroczny czas trwania przecigzen
elementu sieci
Dlugi czas trwania przecigzen moze
$wiadczy¢ o zagrozeniach zwigzanych
z wylaczeniami wielu elementdw sieci lub
wrazliwoscig na warunki pracy sieci (zapo-
trzebowanie na moc, lokalna generacja).
Obydwie przyczyny beda utrudniaty
koordynacje wylaczen elementéw sieci,
co stanowi przestanke do umieszczenia
elementu wysoko w rankingu elementéw
sieci wymagajacych modernizacji.

3. Sredni czas trwania pojedynczego prze-
cigzenia elementu sieci
Parametr ten mozna wyznaczy¢ za
pomoca pseudolosowych generatoréw
sekwencji obciazen i generacji oraz przy
uwzglednieniu czaséw jednorazowego
wylaczenia poszczegdlnych elementow
sieci. Jezeli $redni czas trwania pojedyn-
czego przecigzenia jest krotki, jest to prze-
stanka do obnizenia pozycji elementu
w rankingu elementow sieci do moder-
nizacji. Jezeli analiza jest robiona

* Odpowiednio minimalnym w dolinie i maksymalnym w szczycie.
* Na przyklad koordynacja planowych wylaczen z zewnetrznymi uwarunkowaniami pracy sieci (pogoda, zmienno$¢ zapotrzebowania na moc).
® A w konsekwencji zagrozenie awarii niedostarczenia energii do odbiorcy.
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z rozdzielczo$cig <=15 min, przecigzenia
o takim czasie trwania mozna pomina¢.
4.1los¢ elementéw sieci, ktorych wyta-
czenie powoduje powstawanie prze-
cigzen badanej linii
Im wigksza ich liczba, tym trudniejsze
do skoordynowania beda planowane
wylaczenia. Podobna analiza powinna
zosta¢ przeprowadzona dla par wylacza-
nych elementow sieci. Zaobserwowano,
ze wystepuja pary elementéw, ktorych
wylaczenie oddzielnie nie jest krytyczne
(nie powoduje przecigzen), jezeli jednak
wystapi jednoczesnie, moze doprowadzi¢
do powstawania przecigzen. Takie pary
powinny by¢ wprowadzone do wytycz-
nych prowadzenia ruchu sieci jako
zabronione kombinacje wylaczen.

5. Poziom wezlowego i/lub obszarowego
zapotrzebowania na moc odbiorcow,
przy ktérym wystepuja przecigzenia
badanego elementu sieci
Czynnik pozwalajacy na koordynacje
wytaczen skorelowanych z zachowaniem
odbiorcow energii. Jezeli zaobserwo-
wano zwigzek pomiedzy zapotrzebo-
waniem na moc, wylaczaniem okreslo-
nych elementéw sieci i przecigzaniem
sie innych elementdw sieci, zarzadzanie
ryzykiem wymaga w takich przypadkach
wykonywania prognoz zapotrzebowania
na moc i tworzenia planu wylaczen z ich
uwzglednieniem.

6. Poziom wezlowej i/lub obszarowej gene-
racji lokalnej, przy ktérym wystepuja
przecigzenia badanego elementu sieci
Podobnie jak w przypadku zapotrzebo-
wania na moc, dla operatywnej koordy-
nacji wylaczenn wymagane sa prognozy
generacji wiatrowej i stonecznej, wyko-
nywane na podstawie numerycznych
prognoz pogody.

5. Narzedzia analizy ryzyka

Prowadzac deterministyczne analizy
rozwoju sieci elektroenergetycznej,
w pierwszej kolejnoséci bierze sie pod
uwage przecigzajace sie elementy sieci.
Decyzje o modernizacji podejmowane
sa na podstawie maksymalnych zareje-
strowanych przecigzen w stanach N-1
bez uwzglednienia oczekiwanych: energii
zagrozonej nieprzestaniem, $redniego
rocznego czasu trwania przeciazen itd.
W analizach ryzyka prowadzonych za
pomoca metod probabilistycznych propo-
nuje si¢ w pierwszej kolejnosci przepro-
wadzenie badan elementéw, ktorych wyla-
czenia powoduja przecigzanie si¢ innych
elementow sieci. Przyklad zestawienia linii
ulegajacych przecigzeniom ze wzgledu
na poziom lokalnej generacji, w warunkach
wylaczenia badanego elementu sieci, przed-
stawiono w tab. 2, ktora zawiera czasy [h/a],
przez ktére wystepowalo przeciazenie linii,
przy zadanym wylaczanym elemencie sieci
i poziomie generacji obszarowej. Wielkos§¢
przecigzenia nie ma w tym przypadku
znaczenia, poniewaz przekroczenie dopusz-
czalnego obcigzenia linii ma charakter
dwustanowy (0/1) i jest nieakceptowalne.

Wyznaczenie poziomu obszarowej gene-
racji lokalnej wymaga okreslenia obszaru
sieci powigzanego z badanym elementem.
Proponuje si¢ przyja¢, ze obszar powiazany
z wylaczanym elementem obejmuje wezty
sieci, w ktérych zmiana generacji (lub
obcigzenia) powoduje adekwatne zmiany
przeplywu mocy przez badany element.
Przez obszarowy poziom generacji lokalnej
rozumiana jest moc oddawana do sieci
przez zrédla (np. farmy wiatrowe) przyla-
czone do tych wezléw sieci, wyrazona jako
procent mocy zainstalowanej tych zrodel.

Dla przedstawionego przyktadu wylaczeniu
elementu sieci LW, towarzyszy przeciazanie
sie linii LP; do LP,, wytacznie w warunkach
duzej generacji wiatrowej, powyzej 70%
chwilowego wykorzystania mocy zainsta-
lowanej. Skorelowanie planowanych wyla-
czen elementu z prognozowang na dzien
nastepny generacja pozwoli na unik-
niecie modernizacji linii LP; do LP, °
Réwnoczesénie niezbedna moze si¢ okazad
modernizacja linii LP;, jezeli (na skutek
koordynacji) wylaczenia LW, odbeda si¢
w czasie, gdy generacja wiatrowa bedzie
mniejsza od 40% mocy zainstalowanej farm
w obszarze’. Jezeli przecigzenia wystepuja
w pelnym zakresie generacji obszarowej
od 0% do 100%, oznacza to, ze ich wyste-
powanie nie zalezy od generacji obszarowej
i nie ma potrzeby koordynacji wytaczen
ze wzgledu na warunki meteorologiczne.
Na podstawie statystyk pracy grupy farm
wiatrowych mozliwe jest okreslenie, przez
ile godzin w roku (w podziale na sezony
i godziny doby) generacja wiatrowa prze-
kracza dopuszczalny poziom ze wzgledu
na przecigzenia linii LP; do L, oraz okre-
$lenie, jak bardzo moze to zakldci¢ proces
planowania wylaczen, w szczegdlnosci:
przez jaki procent czasu pracy stuzb zajmu-
jacych sie pracami sieciowymi nie bedzie
mozliwe prowadzenie prac zwigzanych
z linig LW,, oraz w jakiej relacji pozostaja —
skrécony czas dostepny dla wylaczen
elementu LV, i faczny roczny czas wylaczen
LW,, wymagany ze wzgledu na normalng
eksploatacje.

Dzialaniem komplementarnym dla koor-
dynacji wylaczen elementu moze by¢
rowniez decyzja o zanizaniu mocy farm
wiatrowych. Dla oceny zasadno$ci zanizen
nalezaloby odnie$¢ warto$¢ produkeji utra-
conej grupy farm wiatrowych w okresie
wieloletnim (czas, na jaki modernizacja
sieci zostala odroczona) do kosztéw unik-
nietych modernizacji linii. Ilo§ciowo
roczng produkcje utracong FW jest stosun-
kowo fatwo okresli¢. Ze wzgledu na fakt,
ze produkcja FW w obszarze jest silnie
skorelowana, nalezy wybra¢ najdtuzszy
czas trwania przecigzenia wszystkich linii
w kolejnych przedziatach mocy oddawanej
do systemu przez FW, pomnozy¢ przez moc
zainstalowang FW w obszarze oraz r6znice
[przedzial mocy FW - 60% (brak prze-
cigzen)]. W rozpatrywanym przykladzie
bedzie to rocznie:

n
Ey = Piyst - 2(70% —60%) -7+
= 0

+ (80% — 60%) - 14 4+ (90% — 60%) -

- 54 (100%— 60%) - 2

gdzie:

Pinst — obszarowa moc zainstalowana farm
wiatrowych.

W wyniku otrzymujemy 5,8 Pjysy [MWh].
Jak wida¢ na powyzszym przykladzie, nie
bedzie to suma energii zagrozonej nieprze-
staniem wszystkimi liniami LP; do L?,,
poniewaz redukcja generacji do poziomu
60% zlikwiduje przeciazenia na wszystkich
liniach. Uzgodniony zakres koordynacji
wylaczen elementu LW,, znoszacy przecia-
zenia linii LP; do LP,, zostanie uwzgled-
niony w analizie kolejno$ci wykonywania
modernizacji sieciowych. Analogiczne
rozwazania nalezy przeprowadzi¢ dla prze-
cigzen wynikajacych z zapotrzebowania
na moc odbiorcéw. W tym przypadku dzia-
taniami komplementarnymi do koordy-
nacji wylaczen beda programy zarzadzania
obcigzeniem (redukcja zapotrzebowania
na zadanie operatora systemu).

W efekcie otrzymuje sie uzgodniong liste
wylaczen elementu LW,, skoordynowang
z warunkami pracy sieci. Jezeli dla elementu
LW, nie udalo si¢ uzgodni¢ skoordyno-
wanej listy wylaczen, nalezy rozwazy¢ opcje
budowy réwnolegtego do LW, nowego ciagu
liniowego LW,,. Zaklada sie przy tym, ze co
najmniej jeden z ciagdw bedzie zalaczony.
Kryterium wyboru pomiedzy nowym
ciagiem liniowym LW,, (jezeli istnieje tech-
niczna mozliwo$¢ budowy) a modernizacja
wszystkich elementéw LP; do L2, jest koszt
inwestycyjny. Nalezy przy tym uwzglednic,
ze algorytm wyboru zakresu modernizacji
LP; do LP; dopuszcza warianty niecatko-
witej likwidacji przecigzen, podczas gdy
budowa nowego ciggu liniowego znosi je
catkowicie. Analogicznej analizie powinny
zosta¢ poddane wszystkie elementy LW,
ktorych wylaczenia powoduja powstawanie
przeciazen innych elementéw sieci.

Jezeli dla przeciazajacego sie elementu LP;
udalo si¢ uzgodni¢ koordynacje wszyst-
kich wylaczen LW; do LW,, powodujacych
przecigzenia, to jego modernizacje mozna
odsunaé¢ w czasie. Pozostale elementy
przeciazajace sie, dla ktérych nie zdolano
uzgodni¢ koordynacji wszystkich wyla-
czen, nalezy uszeregowaé pod wzgledem
waznosci przeprowadzenia inwestycji
w taki sposdéb, by inwestowane $rodki
byly wydatkowane w sposéb najbardziej
efektywny. Przyktad danych do analizy
zestawiono w tab. 3, ktora zawiera procen-
towy podzial calkowitej energii, zagro-
zonej nieprzeslaniem pomiedzy prze-
dzialy okre$lone wielko$ciami przecigzen.
Mozliwe zakresy modernizacji sa wiel-
ko$ciami dyskretnymi, wynikajacymi
ze zmiany temperatur pracy lub przekroju
przewodow ®.

o

Pod warunkiem, Ze odstawienie linii LW, jest jedynym powodem wystgpowania przecigzen tych elementéw.
Modernizacja ta jest tym bardziej uzasadniona, poniewaz wynika z niedostatecznych zdolnoéci przesytowych dedykowanych potrzebom odbiorcow energii - przecigzenia

elementu spowodowane sg brakiem lokalnej generacji, prawdopodobnie w warunkach wysokiego zapotrzebowania na moc.

obcigzalnosci.

Dla przykiadu dla przewodu 240 mm? zwiekszenie temperatury pracy z 40°C do 60°C lub 80°C skutkuje latem wzrostem obcigzalnosci odpowiednio do 170% i 200% pierwotnej
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POWER ENGINEERING QUARTERLY

Energia zagrozona
Element prze- 9 g

Czas trwania

Obszarowy poziom generacji lokalnej

ciazaiacy si nieprzestaniem przeciazen
ai [MWh/a] wroku [h/al 4 50 60 70

LP; 29 13 = = = = = = = = 10 3 0
1P, 44 32 = = - - = = = 6 1 4 1
LP; 2 6 = = = = = = = = - 4 2
LR, 54 41 - - - - - - - 7 14 5 1

LP; 60 30 20 10 - - - = = - - -
Suma 152

& J

Tab. 2. Zestawienie przecigzen elementow sieci LP; zwigzanych z wylaczeniem elementu LW,

—_ ")
(] £ [\
i - ]
@ e '; E. E Energia zagrozona nieprzestaniem w zaleznosci od wielkosci przeciazen
2 RE TG T e
9 [ N = o
.g 3 5 ‘n'_f. wa N
v - v = b
9 (3 8 s
N a ﬁ 2= g 10% 20% 30% 40% 50% 60% 70% 80% 100%
= frril- B £
] L3 °
2 & 3
v, 2,9 13 47% 24% 20% 6% 3% 1%
w, 44 32 56% 27% 13% 3% 1%
Wy 2 6 63% 26% 5% 5%
w, 54 41 32% 25% 17% 1% 6% 5% 3% 1%
w, 60
Suma 152 44% 25% 16% 7% 4% 2% 1% 0%
J

Tab. 3. Zestawienie przecigzen elementu sieci LP; zwigzanych z wylaczeniami element6w sieci LW,

Miarg efektywno$ci inwestycji jest wskaznik
wyznaczany jako stosunek tacznych kosztéw
modernizacji i zaniechania modernizacji
do energii odzyskanej (zagrozonej nieprze-
staniem w wariancie bezinwestycyjnym,
ktérag uda sie przesta¢ po wykonaniu
inwestycji):

Kk+ _Kk+
wh = 20 T ¢ R @)

i ¢ ZzEnk

gdme
wi~ wskaznik efektywnosci inwestycji pole-
ga) %ce] na modernizacji linii i w wariancie k °,
koszt modernizacji linii i w wariancie
k Kz - koszt zaniechania modernizacji
linii i powyzej wariantu k (koszt nieprze-
stania wymaganej ilosci energii), Ejp; o
energia zagrozona nieprzestaniem ling i przy
wylaczeniu elementu n, ktorej przestanie
bedzie mozliwe po zrealizowaniu wariantu
modernizacji k, i - numer przeciazajacej si¢
linii, n — numer wylaczanego elementu sieci,
k — wariant modernizacji linii 0 numerze
i gwarantujacy wzrost zdolnosci przesy-
fowych o okreslong warto$¢, ¢ — czas zycia
inwestycji sieciowej [lata].

Koszt Kz/* zaniechania modernizacji
linii i powyzej wariantu k jest zwigzany
z energia zagrozong nieprzestaniem10 i jest
rodzajem Kkary dla operatora systemu za
nieprzeslanie wymaganej ilosci energii.
Suma nakladéw inwestycyjnych i kosztow
zaniechan inwestycji konstytuuja taczny
koszt poniesiony przez oFeratora. Energia
odzyskana (przeslana) E"* stanowi korzyéc’
Wskaznik wfobrazuje efek ktywnosé¢ wydat-
kowania $rodkéw inwestycyjnych w hory-
zoncie czasowym c. Koszt zaniechania
modernizacji linii i powyzej wariantu k
moze by¢ wyznaczany jako funkcja:
K= (ERACR) 3)
gdzie:

E;* — iloé¢ nieprzestanej energii linig i przy
wy}qczemu elementu 1, ze wzgledu na niedo-
stateczny zakres modernizacji k, Cx - kara
na n1eprzeslame energu, 15 ¢ "< E ; f‘

Rodzaj funkgji opisujacej zalezno$¢ kosztow
niedostarczenia energii powinien zostaé
dobrany empirycznie. Wzrost zakresu
inwestycji spowodu)e wzrost Kmj, spadek
Kz!*, przy réwnoczesnym wzroscie Ept

(wzor (2)). Jezeli jednak funkcja wyzna-
czenia Kz!* bedzie preferowata glgbokl
zakres inwestycji (znaczna wartos¢ Kzf*
przy stosunkowo niewielkiej Ej*), moze
to prowadzi¢ do znacznego wzrostu kosztow
inwestycyjnych, przy n1eznacznym przyro-
§cie energii ,odzyskanej” Ej

6. Whioski

Zarzadzanie ryzykiem inwestycji

na podstawie wynikow analiz stochastycz-

nych polega w szczegdlnosci na:

1. identyfikacji zagrozen, ktérych mozna
unikaé bezinwestycyjnie przez zarzadzanie
planowymi wytaczeniami elementéw
sieci i odsuniecie w czasie inwestycji, dla
ktorych istnieja alternatywne techniczne
rozwigzania obnizenia prawdopodobien-
stwa wystapienia zagrozen

2. optymalizacji zakresu modernizacji lub
rozbudowy sieci WN z uwzglednie-
niem prawdopodobienstwa wystgpienia
zagrozen i ich potencjalnych skutkow
(zwiekszenie lub zmniejszenie zakresu
inwestycji w stosunku do wynikéw analiz
deterministycznych)

3. priorytetyzacji inwestycji ze wzgledu
na koszty i poprawe wskaznikow

° Przez wariant modernizacji rozumie sie przyrost zdolnoci przesylowych w stosunku do stanu przed modernizacja.
10
W przypadku, gdy wariant modernizacji k nie zapewnia catkowitej likwidacji przeciazen linii .
"W efekcie mozliwe jest doprowadzenie do sytuacji, w ktérej wzrostowi zdolnosci przesylowych nie towarzyszy prognozowany wzrost zapotrzebowania na moc (ze wzgledu
na wzrost cen energii zawierajgcych koszty rozbudowy systemu), co w efekcie moze prowadzi¢ do przewymiarowania inwestycji w stosunku do rzeczywistych (prognozowanych

na etapie analiz rozwoju systemu) potrzeb.
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funkcjonowania sieci, polegajacej np.
na udzielaniu pierwszenstwa moderni-
zacji linii przecigzajacej sie w niewielkim
stopniu przez stosunkowo dlugi czas
w roku, przed liniag mogaca si¢ znacznie
przecigzy¢ przez krotki czas w roku
(niewielkie prawdopodobienstwo

wystapienia).

W efekcie nalezy oczekiwaé poprawy efek-
tywnosci inwestowania w rozwdj sieci WN.

Proponowana metodyka pozwala
na ilo$ciowa ocene zagrozen w kategoriach
prawdopodobienstwa wystapienia przy-
czyn i wielkosci zagrozen. Wynikiem analiz

ryzyka zakresu inwestycji prowadzonych

na podstawie stochastycznych metod symu-

lacji pracy sieci sg:

1. rozktady prawdopodobienstwa obcigzen
(przeciazen) linii w kategoriach wiel-
kosci, czasu trwania i energii zagrozonej
nieprzestaniem

2. wytyczne dotyczace koordynacji plano-
wania wylaczen elementéw sieci, pozwa-
lajace na unikanie (zmniejszenie prawdo-
podobienistwa wystapienia) przecigzen:

a) tablica zabronionych kombinacji wyta-
czen par elementow sieci

b) tablice dozwolonych wylaczen w funk-
cjach: obszarowego zapotrzebowania

na moc odbiorcoéw oraz poziomu gene-

racji lokalnej
3. wytyczne dotyczace dzialan komplemen-
tarnych dla koordynacji wylaczen, pozwa-
lajacych na przykltad na konstruowanie
programoéw zarzadzania obcigzeniem

(DSR):

a) szacunkowy roczny czas i wielko§¢
redukcji mocy pobieranej przez
odbiorcow

b) jednorazowy czas ograniczen (sklon-
no$¢ odbiorcy do przystapienia
do programu)

¢) wolumen energii utraconej w roku

d) czesto$¢ wystepowania ograniczen.
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