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ПЕРЕЛІК УМОВНИХ ПОЗНАЧЕНЬ 
 

AMI – advanced metering infrastructure; 

AMR – automatic meter reading; 

DMS – distribution management systems 

TOU – time of use; 

АСКОЕ − авоматизована система комерційного обліку електроенергії; 

ВДЕ – відновлювані джерела електроенергії; 
ВЕС – вітрова електрична станція; 

ЗЗТВЕ – звітного значення технологічних витрат електроенергії 

ЗНВЕ – значення нетехнічних втрат електроенергії 

ЕЕС – електроенергетична система; 
ЕМ – електрична мережа; 

ЛЕП – лінія електропередачі; 
ЛЕС – локальна електрична система; 
НЗТВЕ – нормативне значення технологічних витрат електроенергії 
ОІК − оперативно-інформаційний комплекс; 
ОС − оцінка стану; 
ПЗ – програмні засоби; 
РГ – розосереджене генерування; 
РДЕ – розосереджені джерела енергії; 
РЕМ – розподільні електричні мережі; 
РП – розподільний пристрій; 
СЕС – сонячна електрична станція; 

ТВЕ – технологічних витрат електроенергії; 

ТГН – типовий графік навантаження; 

ТГГ – типовий графік генерування; 

ТГВ – типовий графік втрат потужності; 

ТНМ – типовий набір даних про метеорологічний рік; 

ТП − трансформаторна підстанція. 
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ВСТУП 
 

Основним методом аналізу енергоефективності розподільних 
електричних мереж (ЕМ) є оцінювання системи показників за 
розрахунковий період на підставі даних розрахункових засобів обліку 
та характеризує сумарні і з розбивкою на кожному ступені напруги 
значення ходжень, віддачі, трансформувань електроенергії та 
структури витрат електроенергії [1]. Така система показників формує 
структуру балансу електроенергії оператора системи розподілу, 
однією з основних складових якої є технологічні витрати на 
транспортування та розподіл електричної енергії в електричній 
мережі. Технологічні витрати в свою чергу поділяються на нетехнічні 
(комерційні) та технічні витрати. Останні в повній мірі залежать від 
втрат електроенергії в елементах електричних мереж. 

На сьогодні розроблено низку заходів, спрямованих на 
зменшення втрат електроенергії. Однак, вибір заходів та їх ефективне 
впровадження заходів по зменшенню втрат потребує точної та 
достовірного їх визначення. У розподільних електричних мережах 
основним шляхом визначення та нормування втрат електроенергії є 
застосування схемотехнічних та статистичних методів 
еквівалентування [2]-[5]. 

Причиною даного підходу стала відсутність достатнього 
інформаційного забезпечення щодо параметрів поточного режиму ЕМ 
та стану комутаційної апаратури, однак такий підхід має ряд суттєвих 
недоліків: 

– неможливість структурування втрат по окремих елементах ЕМ; 
– неможливість врахування уточнювальної інформації відносно 

параметрів режиму ЕМ (уточнених графіків навантаження підстанцій, 
показників лічильників на проміжних розподільних пристроях тощо); 

– неможливість (або складність) врахування змін у схемі ЕМ 
впродовж звітного періоду; 

– складність врахування зміни параметрів обладнання ЕМ у часі. 
Найбільш точним методом розрахунку втрат електроенергії є 

метод поелементних розрахунків, однак він потребує достатнього 
інформаційного забезпечення щодо параметрів схеми та режиму ЕМ.  
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Світовий досвід отримання такої інформації полягає у 
застосуванні систем Smart Metering та передбачає встановлення 
інтелектуальних приладів обліку у виробників та споживачів, 
автоматизацію систем опитування, оброблення даних і надання 
інформації щодо виробництва, передавання, розподілу і споживання 
енергоресурсів.  

Інформаційні системи Smart Metering накопичують інформацію 
про виміряні графіки електроспоживання, використання яких дозволяє 
формувати поелементну структуру втрат електроенергії з прив’язкою 
до періоду часу експлуатації елементів мережі, а також визначати 
локальні осередки з найбільшим впливом на сумарні втрати електрое-
нергії. Крім того, комерційні витрати, що входять до структури балан-
су не мають самостійного математичного опису. Тому оцінити еконо-
мічно обґрунтований їх рівень складно. Їх визначають із структури 
балансу електроенергії, як різницю між фактичними втратами і розра-
хованими технологічними втратами. Від зменшення комерційної 
складової залежить підвищення прибутку енергопостачальних компа-
ній. Таким чином, актуальним завданням є розробка методів та засобів 
аналізу технічних та комерційних втрат електроенергії в розподільних 
електричних мережах та впровадження програмних засобів (ПЗ) їх 
реалізації з використанням баз даних та інформаційних систем Smart 
Metering. 
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1 ОСОБЛИВОСТІ ФУНКЦІОНУВАННЯ ІНФОРМАЦІЙНИХ 
СИСТЕМ РОЗПОДІЛЬНИХ ЕЛЕКТРИЧНИХ МЕРЕЖ 

Нині в енергетичній галузі з багатьох розрахунково-аналітичних 
проблем об’єктивно вирізняється задача з розрахунку та аналізу втрат 
електроенергії в електричних мережах та структурування їх у різних 
площинах. Адже це забезпечує підґрунтя для планування заходів що-
до енергоефективності роботи енергопостачальних компаній. Оскіль-
ки від зменшення втрат електроенергії залежить підвищення прибутку 
енергопостачальних компаній, то цей напрямок є досить актуальним і 
перспективним у плані розроблення і впровадження ПЗ, зокрема, з 
використанням наявних баз даних та інформаційних систем [9], [12]. 

У розподільних електричних мережах України основним джере-
лом інформації є автоматизовані системи комерційного обліку елек-
троенергії (АСКОЕ). Системи АСКОЕ призначені надавати інформа-
цію про облік електроенергії на підставі якої можуть бути проведені 
фінансові розрахунки між суб'єктами ринку. Агрегуючи вітчизняний 
та зарубіжний досвід найбільш ефективним організаційним заходом 
боротьби із несанкціонованими відборами електроенергії є масове 
впровадження автоматизованих систем обліку електроенергії (АСОЕ), 
в які об'єднуватимуть інтелектуальні прилади обліку з можливістю 
зберігання і передавання даних на основі технології Smart Metering. 
Такі системи дозволяють вирішувати відразу комплекс важливих зав-
дань, включаючи віддалене зняття показань з приладів обліку, автома-
тичну фіксацію їх у певному проміжку часу, виявлення осередків 
втрат, а також миттєве дистанційне обмеження в навантаженні або 
повне припинення електропостачання. 

Крім того, застосування інформації накопиченої системами 
Smart Metering забезпечує спостережність розподільної ЕМ завдяки 
використанню виміряних графіків електроспоживання. Це дозволяє 
виявляти елементи зі збільшеним рівнем електроспоживання та пла-
нувати необхідні електроощадні заходи. 
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1.1 Smart Metering як складова технології Smart Grid 

Розвиток енергетики поставив питання про поступовий перехід 
від традиційних технологій, що передбачають використання центра-
лізованого генерування електричних мереж, до принципово нового 
рішення, яке орієнтоване на широке застосування розосереджених 
джерел енергії (РДЕ), та активних мереж. Останні здатні надавати 
послуги з передачі та зберігання і перетворення електричної енергії. 
Активні електричні мережі здатні швидко адаптуватися до потреб 
зацікавлених сторін – власників, споживачів, продавців. Вони роз-
глядаються як ключовий елемент інфраструктури «розумних» енер-
госистем майбутнього. На сьогоднішній день усі аспекти створення 
подібних «розумних» енергосистем розглядаються в концепції Smart 
Grid [14] - [18]. 

Застосування концепції Smart Grid передбачає не лише впрова-
дження інтелектуальної енергетичної інфраструктури та силової  
електроніки, але й інформаційної інфраструктури високого рівня, 
складові якої вбудовані у вузли генерування, передачі, розподілу та 
споживання. 

Підсистема вимірювання у Smart Grid є складовою розширеної 
системи обліку – Advanced metering infrastructure (AMI) та забезпечу-
ється застосуванням інтелектуальних вимірювальних приладів. Робота 
цих приладів покладена у основу технології Smart Metering. Відповід-
но до концепції прилад Smart Metering повинен забезпечувати зняття 
графіків електроспоживання у режимі реального часу фіксуючи мо-
дуль напруги, її кут та частоту електричного струму [19], [20]. 

Типова підсистема Smart Metering та її місце у Smart Grid пока-
зано на рис.1.1. Вона складається з приладів обліку та сукупності  
інформаційних служб і допоміжних підсистем. 

Вимірювальна секція підсистеми Smart Metering складається з 
системи контролю часу електроспоживання за різними тарифами 
(TOU), системи управління даними (DMS) та системи віддаленого 
зчитування інформації (AMR).  

Комунікаційна секція вміщує провідні та безпровідні комуніка-
ційні канали та систему управління вимірювальними пристроями. 
Передача інформації є двонаправленою для збору інформації та керу-
вання лічильниками Smart Metering. 
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Рисунок 1.1 – Підсистема Smart Metering у Smart Grid 
 
З точки зору забезпечення функціональної стійкості прилади 

обліку електроенергії Smart Metering є найбільш важливими елемен-
тами системи. Крім того вони забезпечують функції білінгу, яка най-
більше цікавить оператора системи розподілу (ОСР) та кінцевих кори-
стувачів, оскільки вона безпосередньо пов’язана із сумою платежу. 
Функціонування лічильника Smart Metering забезпечується роботою 
модулів електропостачання, керування, вимірювання, білінгу (модуль 
виставлення рахунків) , візуалізації, декодування, комунікації та часу 
(рис. 1.2) [21].  

Модуль керування отримує виміряні дані та передає їх до моду-
лю білінгу. Білінговий модуль розраховує оплату відповідно до часо-
вих інтервалів електроспоживання отриманих з часового модуля та 
модуля управління. Функціональне призначення кожного модуля на-
ведено у табл. 1.1. 
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Рисунок 1.2 – Діаграма функціонування приладу Smart Metering 
 

 
 
Таблиця 1.1 – Модулі лічильника Smart Metering та їх функції 
№ Модуль Функції 
1 Комунікації Двосторонній зв’язок між об’єктами електро-

постачання 
2 Візуалізації Візуалізація інформації про електроспожи-

вання та параметри електроенергії 
3 Живлення Живлення лічильника від мережі та акумуля-

тора  
4 Управління Управління операційним статусом інших 

модулів  
5 Декодування Декодування результатів електроспоживання 
6 Білінгу Формування рахунків користувачів та гене-

рування сигналів попередження та відмов 
7 Вимірювання Збір та вимірювання електроенергії, ізоляція 

лічильника від основної електромережі з ме-
тою захисту обладнання 

8 Часовий Забезпечення точного відліку часу та син-
хронізації для лічильника Smart Metering 
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Підсумовуючи наведене вище, прилад Smart Metering є одним із 
найважливіших елементів Smart Grid. Правильне функціонування 
підсистеми Smart Metering забезпечує переваги концепції Smart Grid. 
Однак, через необхідність встановлення великої кількості вимірюва-
льних приладів, складність реалізації їх часової синхронізації, значну 
вартість апаратного забезпечення та складність забезпечення надійно-
сті комунікаційної мережі впровадження системи AMI у розподільних 
електричних мережах є проблематичним [22] - [25].  

 

1.2 Аналіз методів відновлення та синхронізації інформації 
про виміряні режимні параметри приладами Smart Metering 

На сьогодні у розвинених країнах впровадження Smart Metering 
у розподільні ЕМ уповільнюється низкою проблем економічного та 
технічного характеру, а саме: підвищенням складності вимірювальної 
системи, проблемами часової синхронізації, зростанням вартості апа-
ратного та комунікаційного обладнання для забезпечення необхідної 
надійності. Вирішення цих проблем пов’язане з необхідністю 
розв’язання таких задач: 

1) синхронізація інформації про виміряні режимні параметри 
приладами Smart Metering та іншими наявними приладами з метою 
забезпечення балансування режимів розподільних електричних мереж; 

2) відновлення інформації, втраченої внаслідок електромагніт-
них завад, збоїв синхронізації, втрати окремих пакетів інформації або 
спрямованих атак на інформаційну мережу; 

3) оптимізація конфігурації інформаційної системи і, зокрема, 
розміщення приладів вимірювання Smart Metering. 

Наявність синхронізованої інформації про виміряні режимні па-
раметри розподільної електричної мережі дає змогу визначати обсяги 
спожитої електроенергії стандартними алгебраїчними методами [26]. 
Проте, досить часто через відмову апаратного або інформаційного 
забезпечення ці дані можуть не надходити протягом всієї доби або її 
частини. Під час вимірювань, а також передачі інформації спостеріга-
ється вплив електромагнітних завад, ресинхронізація, втрати окремих 
пакетів інформації або спрямовані атаки на інформаційну мережу 
сторонніми особами у вигляді ручного або «вірусного» втручання у 
роботу інформаційної системи [27]-[28]. Таким чином, необхідною 
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умовою функціонування інформаційної системи є аналіз отриманих 
даних, їх перевірка та відновлення втраченої інформації. 

На сьогодні використовуються декілька підходів до синхроніза-
ції, відновлення втраченої та перевірки виміряної інформації: 

1) Технологія великих даних (Big Data Technology) [29]; 
2) Обчислення на основі не втрачених даних [30]; 
3) Статистичні методи [28], [31]- [33]; 
4) Використання типових графіків електричних навантажень 

[28], [33]- [35]; 
5) Застосування методів оцінки стану [36]-[42] 
У роботі [29] запропоновано використання технології великих 

даних – Big Data Technology для керування та контролю за електро-
споживанням у розподільних електричних мережах. Вказаний підхід 
потребує значних капіталовкладень та застосування великих масивів 
даних для прийняття рішень на базі імітаційного моделювання. Це 
робить неможливим застосування таких технологій на початкових 
етапах розвитку інформаційної системи. 

На відміну від [29], у [30] пропонується наповнення інформа-
ційної системи шляхом спрощених розрахунків розподільної електри-
чної мережі на основі наявних невтрачених даних. Такий підхід вико-
ристовує припущення щодо нормалізації втрат електроенергії, одна-
ковості напруги у вузлах генерування та базисному вузлі та викорис-
танням лише модулів вузлових напруги. Це унеможливлює його за-
стосування для розрахунку та структурування втрат електроенергії в 
електричних мережах ЕМ. Перевагою методу є можливість розрахун-
ку параметрів режиму з урахуванням впливу генерування розосере-
джених джерел енергії. Однак не вдається врахувати особливості ре-
жимів роботи останніх. 

У роботі [31] пропонується застосування регресійного аналізу 
для відновлення втрачених даних. Недоліком такого підходу є необ-
хідність ретельної синхронізації параметрів регресійної моделі. Так, у 
випадку розсинхронізації параметрів їх оцінки, регресії і дисперсії 
збурень стають зміщеними. Це призводить до зниження ефективності 
оцінювання поелементної структури втрат електроенергії з прив’яз-
кою до часу та місця експлуатації елементів мережі. 

У [32] пропонується застосування статистичних методів оброб-
лення втрачених даних з видаленням всіх спостережень, що мають 
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неповні ознакові описи. Такий підхід, аналогічно до [31] потребує 
значного набору даних. Крім того, наведені у роботі результати свід-
чать про можливість відновлення втраченої інформації у межах 15 %. 
Однак, це недостатньо для уточнення структури балансу електроенер-
гії оскільки втрати енергії, переважно, мають значення співмірне з 
вказаною похибкою відновлення. 

З метою підвищення точності та ефективності наведених підхо-
дів їх комбінують для отримання додаткових переваг. Так, наприклад, 
у [33] запропоновано використовувати кластерний аналіз для створен-
ня типового графіка навантаження конкретного споживача на основі 
статистичної інформації наданої приладами Smart Metering з 15 хви-
линним інтервалом, графіків корисного відпуску електроенергії, а 
також білінгової інформації для споживачів без інтелектуальних при-
ладів обліку. Для розрахунку параметрів режиму пропонується вико-
ристання ітераційних методів. Такий підхід, аналогічно до [31] та [32] 
потребує наявності статистичної інформації про відновлюваний гра-
фік навантаження. Недоліком такого методу є неможливість відокрем-
лення технічної та комерційної складової втрат електроенергії  
у структурі балансу електричної енергії, оскільки типові графіки на-
вантажень генеруються пропорційно до різниці надходження та спо-
живання електроенергії. 

У [34] пропонується використання методу характерних режимів 
та створення бази графіків навантаження характерних діб. Ці дні від-
носяться до державних свят, деяких буднів між святами, днів із соціа-
льними подіями і, як правило, днів, що характеризуються нетиповим 
попитом. Недоліком застосування таких методів є отримання оцінки 
сумарних втрат в мережі без виявлення елементів зі збільшеним рів-
нем електроспоживання. Тому планувати необхідні електроощадні 
заходи та виявляти конкретні показники для уточнення структури 
балансу електроенергії досить важко. 

У [35] пропонується застосування типових графіків електричних 
навантажень для відновлення агрегованої у часі інформації про облік 
електроенергії. Застосування такого підходу не дає змоги отримати 
результати з достатньою точністю, оскільки типові графіки сформова-
но зі значною шкалою розподілу ймовірностей. 

Застосування методів оцінки стану [36]-[42] дає змогу відновити 
втрачену інформацію для кожного конкретного режиму ЕМ за умови 
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її спостережності протягом певного інтервалу часу. Використання 
цього підходу передбачає застосування функціональних залежностей 
параметрів режиму у комплексі з іншими способами відновлення 
втрачених даних. 

Отже, основною спільною вимогою наведених підходів є наяв-
ність не втрачених даних. Тобто для частини мережі необхідні вимі-
рювання у об’ємах, достатніх для відновлення інформації. За відсут-
ності вимірювань застосовують ретроспективні дані для їх відновлен-
ня та виявлення викидів у вимірюваннях. 

Відповідно до проведеного аналізу перспективним є застосу-
вання комбінованого підходу методів оцінки стану [36]-[42] для часо-
вої синхронізації інформації та застосування типових графіків елек-
тричних навантажень для відновлення агрегованої у часі інформації 
[33]-[35] про перетікання електроенергії. Перевагою застосування 
такого підходу є можливість аналізу енергоефективності розподільних 
ЕМ зі значною часткою розосереджених джерел енергії. Особливо це 
стосується фотовольтаїчних електричних станцій, оскільки вони ма-
ють досить передбачуваний графік генерування відповідно до типово-
го метрологічного року [43], [44]. Це дає змогу використовувати його 
у математичній моделі в якості типового, нарівні із графіками елек-
троспоживання. 

 

1.3 Аналіз методів визначення оптимального місця 
встановлення приладів вимірювання Smart Metering 

Розподільні електричні мережі зазвичай мають обмежену  
кількість точок встановлення приладів Smart Metering зважаючи на 
витратність встановлення додаткового обладнання. На сьогоднішній 
день, у більшості енергопостачальних компаній вимірювання пе-
редбачено лише для периметру та юридичних споживачів. Тому 
вибір оптимального місця встановлення інтелектуальних приладів 
обліку є досить важливим для уточнення структури втрат електро-
енергії в ЕМ. 

Результатом розв’язання задачі оптимального розташування 
приладів Smart Metering є кількість необхідних приладів, оптимальні 
місця їх встановлення та набір необхідних вимірюваних параметрів 
відповідно до поставленої мети та обраної цільової функції [45]. 
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Оптимізація розміщення приладів Smart Metering може викону-
ватися для розв’язання таких задач [46]:  

1) онлайн моніторинг розподільної електричної мережі; 
2) визначення осередків та інтенсивності гармонічних спотворень; 
3) моніторинг провалів напруги; 
4) оцінювання електроспоживання; 
5) підвищення спостережності електричної мережі. 

Для розрахунку та аналізу втрат електроенергії в ЕМ, їх структу-
рування з прив’язкою до часу та місця експлуатації та елементів мережі 
найбільш доцільною є оптимізація розміщення приладів Smart Metering 
з метою підвищення спостережності електричної мережі. Зважаючи на 
дороговартістність обладнання, кількість приладів Smart Metering за-
звичай менша ніж мінімально необхідна для забезпечення спостереж-
ності електричної мережі та ефективного оцінювання її стану.  

Критеріями оптимального місця встановлення нових точок ви-
мірювання, може бути середньоквадратична похибка оцінки стану, 
спостережність електричної мережі у випадку втрати точок вимірю-
вань, спостережності у випадку відключення ліній, усунення помил-
кових вимірювань, мінімум інвестицій, тощо. 

Аналіз вказаних методів та критеріїв наведено нижче. 

1.3.1 Метод спрямованого спуску за критерієм мінімуму 
інвестицій 

Метод та алгоритм його застосування для вибору оптимального 
розміщення за критерієм мінімуму інвестицій зі збереженням заданої 
точності оцінювання стану наведено у [46].  

Проблема оптимізації може бути сформульована так. Мінімізува-
ти індекс ефективності за певних системних обмежень. Індекс ефекти-
вності визначається імовірністю відмови вимірювального пристрою. 
Під час аналізу індексу ефективності оцінки стану вважається що сис-
тема оцінює відхилення найменших квадратів у загальному вигляді. 

Індекс ефективності оцінки стану може бути розраховано за ви-
разом: 

 

ˆ ˆ[( ) ( )]tJ E y y y yω= − − ,  
 

де ω – матриця вагових коефіцієнтів змінних стану y. 
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Цільова функція задачі оптимального розташування пристроїв 
Smart Metering із застосуванням індексу ефективності може бути сфо-
рмульована так: 

 

Мінімізувати: 
1

( )
m

i
i

С М C
=

=∑ , 

за умов: ˆ ˆ[( ) ( )]t
CJ E y y y y Jω= − − ≤ , 

 
де Ci – вартість встановлення i-го пристрою вимірювання; 
     CJ  – критичне значення індексу ефективності яке відповідає над-
мірній кількості точок вимірювання. 

У процедурах мінімізації рівняння вимірювання z = h (x) визна-
чено набором можливих точок встановлення вимірювань М. Різний 
вибір набору вимірювань M дає різні індекси ефективності та різні 
інвестиційні витрати. 

Алгоритм спрямованого пошуку пропонується у такий вигляд: 
1) Інтуїтивно обрати у першому наближені систему вимірювання М, 

яка забезпечує спостережність електричної мережі. 
2) Розрахувати індекс ефективності для обраної системи вимірю-

вання. Якщо індекс ефективності перевищує критичне значення 
перейти до 3 кроку алгоритму, у іншому випадку перейти до 
4 кроку. 

3) Додати пристрій вимірювання у інформаційну систему викорис-
товуючи алгоритм додавання і перейти до кроку 5. 

4) Вилучити пристрій вимірювання з інформаційної системи вико-
ристовуючи алгоритм віднімання і перейти до кроку 5. 

5) Перевірити циклічність алгоритму та кількість ітерацій. Якщо 
цикл замкнувся або кількість ітерацій більша ніж встановлене зна-
чення – закінчити пошук. У іншому випадку перейти до кроку 2. 
Пропонований метод дає змогу обрати розташування пристроїв 

вимірювання таким чином, що забезпечується спостережність ЕМ за 
відмови будь якого одного з них. Отримане технічне рішення сприяє 
мінімізації обсягів інвестицій у вимірювальну систему та її надлишко-
вості. Однак його застосування обмежується кількістю відмов засобів 
обліку, що враховуються у постановці задачі у вигляді ймовірності 
відмови засобів обліку. 
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1.3.2 Методи, що базуються на використанні коваріаційної 
матриці 

Метод розташування пристроїв вимірювання на основі викорис-
тання коваріаційної матриці [46]-[49] використовує дисперсію похи-
бок оцінки стану, як критерій оптимальності. Метод базується на мі-
німізації сліду матриці коваріації, тобто мінімізації суми елементів 
головної діагоналі матриці. 

Алгоритм використання методу дозволяє знайти перелік вузлів з 
місцевою надмірністю у будь-якій спостережній частині електричної 
мережі та перелік вимірювань, використання яких зменшує суму еле-
ментів головної діагоналі матриці коваріації. 

Цільовою функцією для визначення місця розташування додат-
кового пристрою вимірювання є дисперсія похибок оцінки стану, що 
визначається коваріаційною матрицею. Коваріаційна матриця C є 
оберненою до матриці коефіцієнтів підсилення: 

 
1 1( )t − −=С H R H , 

 

де H – матриця Якобі; 
     R – вектор коваріації вимірювань. 

Вагові точки (найбільш впливові вимірювання) віддалені від біль-
шості даних у факторному просторі регресії, означеному Якобіаном. 

Найбільш впливові вимірювання визначаються з матриці чутли-
вості S: 

 
1 1 1( )t t− − −=S H H R H H R . 

 

Застосування методу пропонується у такій послідовності: 
1) Отримання вхідних даних, що вміщують мережеві дані та вимірю-

вання у реальному часі. 
2) Оцінювання спостережності та визначення спостережної частини 

мережі. 
3) Обчислення діагональних елементів коваріаційної матриці. 
4) Визначення переліку вузлів з низькою місцевою надлишковістю. 
5) Для вузлів з попереднього кроку визначити можливі варіанти до-

даткових вимірювання. 
6) Обчислення нової коваріаційної матриці для кожного з можливих 

варіантів вимірювань кроку 5. 



20 

7) Перевірка впливовості обраних вимірювань (найбільша чутливість).  
8) Якщо проаналізовано всі вузли, то включити обрані користувачем 

вимірювання до інформаційної системи та перейти до кроку 2. У 
іншому випадку до кроку 5. 

Використання запропонованого алгоритму демонструє, що до-
давання вимірювань покращує результати оцінювання стану. Алго-
ритм визначає спостережні частини ЕМ враховуючи, що кожна части-
на має унікальний розв’язок задачі оцінювання стану та перелік вимі-
рювань для окремих змінних вектору стану.  

Однак вартість встановлення пристрів вимірювання не береться 
до уваги. Іншим недоліком є низька точність визначення змінних век-
тору стану для нових вузлів примикання через малу кількість впливо-
вих вимірювань. 

1.3.3 Методи нейронних мереж 

Нейронна мережа може наблизити будь-яку нелінійну систему до 
бажаного ступеня точності або передбачити нестаціонарний процес, 
якщо ваги зв’язків (синапси) адаптивно змінюються під час онлайнового 
оновлення, і широко використовується в моделюванні нелінійності та 
динамічній ідентифікації систем через їх сильну здатність до навчання.  

У [46], [48] було показано здатність нейронних мереж визначати 
схему системи вимірювання для онлайн оцінки стану ЕМ, відповідно 
до попередньо заданого індексу ефективності. Індекс ефективності 
оцінки стану обчислюється за допомогою коваріаційної матриці похи-
бок отриманого вектору стану та часу необхідного для обчислень. 
Останнє має важливе значення для онлайн моніторингу та контролю. 

Відповідно до вказаних індексів ефективності пропонується у 
якості входів нейронної мережі обрати розрахункову дисперсію похи-
бки оцінки стану та час обробки даних. 

У [47] показано ефективність нейронної мережі, що має таку 
структуру: 
1. Перший шар (вхідний) вміщує кількість нейронів NS+1, де NS – кіль-

кість станів системи, які являють собою варіанти розташування при-
строїв вимірювання, необхідну точність оцінки стану та часу оброб-
ки даних. Оцінка стану використовується для підготовки першого 
шару шляхом примноження станів за допомогою невідомих сполуч-
них ваг. 
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2. Другий шар (прихований) вміщує кількість нейронів та нормально 
визначається дослідами порівняння, залежно від розміру системи, 
кількості вхідних/вихідних змінних та кількості навчальних вибірок. 

3. Третій (вихідний) шар вміщує інформацію про необхідну кількість 
вимірювань, їх тип та місце розташування. 

Мережа навчається за допомогою підготовлених в автономному 
режимі пар даних вводу-виводу та алгоритму навчання зворотного 
розповсюдження.  

Недоліком такого методу є неможливість виявлення не якісних 
(втрачених) даних та необхідність перенавчання мережі для різних 
сценаріїв. Крім того суттєвим недоліком є нестабільність внаслідок 
лінеаризації та складності обчислення матриць Якобіана [48]-[52]. 

1.3.4 Методи лінійного програмування 

Завдання методів лінійного програмування полягає у мінімізація 
кількості розташованих пристроїв вимірювання, що виключають над-
лишковість вимірювань у всій системі. Потім проблема розташування 
розширюється, включаючи звичайні вимірювання як кандидатів на 
розміщення. Крім того, та сама процедура може бути використана для 
визначення оптимальних місць розташування, коли враховується ба-
жаний рівень локальної надмірності. Це дозволяє розробляти вимірю-
вальні системи з різним ступенем вразливості проти втрати вимірю-
вань та неправильних даних. 

У [46], [53], [54] використано методи лінійного програмування 
для оптимального розташування вимірювальних пристроїв для забез-
печення спостережності та її забезпечення після виходу з ладу ліній 
електропередачі.  

У [46] передбачається застосування методу у два кроки. На 
першому кроці методами лінійного програмування визначають міні-
мально необхідну кількість вимірювань, що забезпечить спостереж-
ність без урахування виходу з ладу ліній електропередачі. На другому 
кроці, додається оптимальна кількість вимірювань та їх тип для забез-
печення спостережності після виходу з ладу однієї з віток електричної 
мережі. 

Цільова функція для визначення мінімально необхідної кількос-
ті вимірювань: 
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Мінімізувати СT
y. 

За обмежень Ay=z та y≥0, 
 

де С=[ω1, ω2, …, ωm] – матриця вагових коефіцієнтів вимірювань; 
     A=[H|-H|I|I|-I] де I матриця ідентичності; 
     H – матриця Якобі; 
      z – вектор вимірювань; 
      y – вектор-матриця невідповідності фазових кутів. 

Алгоритм першого кроку методу такий: 
1. Присвоїти високу довірчу вагу наявним вимірюванням та включити 

всі можливі нові вимірювання для створення повного набору вимі-
рювань. 

2. Обчислити проектну статистику PSi за розподілом хі-квадрат [55]. 
Проектна статистика використовується для ідентифікації ваги ви-
мірювань та розподіляється приблизно відповідно до розподілу хі-
квадратів. Тому ступінь використання даного вимірювання може 
бути визначено кількісно: 

 

i
i

i

PSf
χ

= . 

 

3. Присвоїти вагу можливим новим вимірюванням: 
 

1
i

i is f
ω =

×
, 

 

де si – нормалізована вартість встановлення вимірювання. 
4. Розв’язати задачу лінійного програмування використовуючи вагу 

вимірювань. Ті вимірювання, які приймають найменше абсолютне 
значення, будуть важливими вимірюваннями. 
Задача оптимального розташування вимірювань формуються як 

двійкова задача цілочисельного програмування: 
 

Мінімізувати ST
x. 

За обмежень Ax≥1,  xi=1 або 0, 
 

де S – нормалізована вартість встановлення; 
     A – матриця яка пов’язує вітки схеми з додатковими вимірюваннями; 
     xi – двійковий вектор рішень. 
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Ai,j дорівнює 1, якщо вимірювання j є кандидатом на виключен-
ня вітки i, та інакше дорівнює нулю, а х - бінарний вектор розв'язку, 
елементи якого дорівнюють 0 або 1. Оптимальними кандидатами на 
додаткові вимірювання будуть ті вимірювання i, для яких хi = 1 у 
розв’язку. 

1.3.5 Методи табу-пошуку 

У [46], [56], [57] запропоновано використання методу табу-
пошуку, що базується на алгоритмі сходження на вершину для 
розв’язання комбінаторної задачі оптимізації розташування точок 
вимірювання із врахуванням зміни конфігурацій електричної мережі. 

У якості критерію використовується індекс спостережності. Та-
бу-пошук використовується для максимізації індексу спостережності, 
який визначається за формулою: 

 

PI=det(A), 
 

де А – матриця коефіцієнтів підсилення з оцінки стану. 
Задача оптимізації : 

 

max ( ),F F x x X= ∈ ,  
 

де F – функція вартості (індекс спостережності); 
     х – можливе рішення (табу-список); 
     X – набір можливих рішень (набір варіантів табу-списків). 

Кожен табу список складається з певної кількості вимірювань та 
оцінюється за попередніми результатами моделювання. 

Алгоритм використання методу може бути таким: 
1. Встановити початкові наближення (x0 та номер ітерації k= 0 і дов-

жину табу-списка). 
2. Визначити окіл рішення x0 і додати деякі вимірювання у поточний 

табу-список. 
3. Встановити k= k+1, визначити max ( )kF x у околі рішень. 

4. Перервати алгоритм якщо xk не змінилось, у іншому випадку перей-
ти до кроку 2. 

Основною перевагою застосування такого підходу є його швид-
кодія, однак стандартне відхилення для функції витрат буде значно 
більшим ніж з використанням інших методів пошуку. Крім того мето-



24 

ди табу-пошуку можуть видавати неоптимальні рішення за певних 
розрахункових умов.  

1.3.6 Генетичні алгоритми 

Використання еволюційних алгоритмів пошуку, що використо-
вуються для розв’язання задач оптимізації і моделювання шляхом 
послідовного підбору, комбінування і варіації шуканих параметрів з 
використанням механізмів схрещення подібних до біологічної еволю-
ції у живій природі наведено у [46], [58], [59]. Вказані методи викори-
стовуються для розроблення оптимальної вимірювальної системи 
онлайн моніторингу ЕМ, з урахуванням змін у схемі нормального 
режиму. 

Проблема оптимізації може бути сформульована таким чином: 
 
Максимізувати f(x). 
За обмежень g(x)=0, h(x)≤0, xeS, 
 

де f(x) – цільова функція; 
      g(x) – обмеження у формі рівності; 
      h(x) – обмеження у формі нерівності; 
      x –вектор змінних; 
      S –  пошуковий простір. 

Генетичні алгоритми використовується для досягнення компро-
місу між інвестиційною вартістю та надійністю процесу оцінювання 
стану за багатьох різних топологій схеми ЕМ. Це можливо завдяки 
формулюванню фітнес функції, яка мінімізує вартість вимірювальної 
системи до тих пір доки не з’являться критичні вимірювання. 

Цільова функція може бути сформульована таким чином: 
 

Мінімізувати (Cmet+CRTU) 
За обмежень у вигляді показників продуктивності, 

 

де Cmet та CRTU  – вартість пристроїв вимірювання та віддалених тер-
міналів які необхідно встановити. 

Вимоги до продуктивності визначаються вимогами оцінювання 
стану. 
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Наведена цільова функція може бути розв’язана комбінаторни-
ми методами та придатною для застосування алгоритмів пошуку гло-
бального екстремуму, таких як генетичні алгоритми. 

Пропонована методологія розглядається в два етапи: 
1) Декодування. Рішення оптимізаційної задачі генетичним алгорит-

мом потребує послідовного генерування поколінь особин, де кожне 
наступне покоління краще за попереднє. Елементи хромосом 
приймають бінарні значення, рівні 1 – коли пропонується встанов-
лення пристрою вимірювання та 0 – у іншому випадку. 

2) Фітнес функція. Значення фітнес функції необхідні для спрямуван-
ня процесу пошуку генетичним алгоритмом. У [58] фітнес функція 
має вигляд: 

 

1
[( * ( )) ( ( )* ( )) ( ( )* ( ))]

NT

met RTU i obs Cm Cm mCs Cs
i

FF C C k P i N i P i N i P i
=

= + + + +∑ , 

 

де Pobs(i) – штраф, який застосовується до i-го не спостережного сце-
нарію; 
     NT – кількість топологій що розглядається; 
     ki – умови топологічного варіанту; 
     NCm(i) – кількість критичних вимірювань; 
     PCm(i) – штраф, що застосовується коли критичні вимірювання ви-
явлено; 
     NmCs(i) – загальна кількість вимірювань; 
     PCs(i) – штраф, що застосовується коли виявлено критичний набір. 

Гнучкість фітнес функції сприяє зменшенню інвестицій завдяки 
частковому виконанню некритичних обмежень. 

Відповідно до проведеного аналізу кожен із методів визначення 
оптимального місця встановлення вимірювальних пристроїв має певні 
переваги та дає прийнятні результати для створення інформаційної 
системи, що забезпечує спостережність ЕМ у нормальному та післяа-
варійних режимах.  

З огляду на поставлені задачі дослідження для подальшого роз-
гляду доцільним є розробка та розвиток методів, що враховують то-
пологію електричної мережі та взаємозв’язки її режимних параметрів, 
чутливість точок вимірювання до зміни навантаження, аналогічно до 



26 

методів з використанням коваріаційної матриці та матриці Якобі. 
Крім того, необхідно врахувати технічні параметри обладнання елек-
тричної мережі, готовність ТП до впровадження Smart Metering, що 
можливо із застосуванням методів багатокритеріального аналізу та 
аналізу чутливості. 

 

1.4 Шляхи та методи підвищення спостережності 
розподільних електричних мереж 

Як було зазначено вище, у розподільних електричних мережах 
основним джерелом вимірювань є АСКОЕ. Відповідно до концепції 
побудови таких систем для побуту і сфери послуг АСКОЕ є ієрархіч-
ною системою [60]. Вона забезпечує автоматизований облік електрич-
ної енергії на основі даних безпосередньо від лічильників і/або вимі-
рювальних перетворювачів електричної енергії. Основною метою 
створення АСКОЕ є вирішення питань фінансових взаєморозрахунків 
на основі точної й оперативної інформації, а також вирішення питань 
підвищення ефективності, енергозбереження і раціонального викорис-
тання паливно-енергетичних ресурсів. 

Відповідно до [60], база даних АСКОЕ повинна містити: 
– значення сумарної спожитої енергії; 
– значення сумарної спожитої енергії для кожної тарифної зони; 
– значення усередненої потужності відповідно до заданого періоду 

інтегрування; 
– значення максимальної потужності періоду інтегрування 

протягом доби, місяця; 
– значення максимальної потужності періоду інтегрування для 

кожної тарифної зони протягом доби, місяця; 
– значення спожитої енергії за поточні й минулі облікові періоди – 

добу, місяць; 
– графік навантаження відповідно до заданого періоду 

інтегрування; 
– значення спожитої енергії для кожної тарифної зони за поточні й 

минулі облікові періоди – добу, місяць; 
– інформацію про події, пов'язані із позаштатними ситуаціями 

та ін. 
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Таким чином, наявність повної інформації у базі даних АСКОЕ 
для всієї розподільної електричної мережі може забезпечити її спосте-
режність для розв’язання технічних, зокрема експлуатаційних, задач. 

Однак на сьогоднішній день у більшості енергопостачальних 
компаній АСКОЕ встановлюється лише у точках комерційного обліку 
перетікань від/до сусідніх електричних мереж та юридичних спожи-
вачів. Також, для балансування електроенергії у районних електрич-
них мережах вимірювальні засоби технічного обліку передбачено на 
головних ділянках фідерів, що відходять від підстанцій 110–35 кВ. 
Таким чином, для фідерів розподільних електричних мереж спостере-
жність забезпечується лише у випадку електропостачання юридичних 
осіб. 

У випадку електропостачання фізичних осіб у більшості випад-
ків облік електроенергії проводиться з використанням традиційної 
системи. Звітним періодом в подібних системах є календарний місяць, 
а збір показників проводиться за участі персоналу служби комерцій-
ного обліку електроенергії розподільних електричних мереж або спо-
живачів. Такий спосіб збору й оброблення комерційних вимірів є дже-
релом помилок і спотворень комерційних даних. Крім того, агрегу-
вання інформації призводить до складності адекватного оцінювання 
структури балансу електроенергії та виділення неефективних підсис-
тем та елементів електричних мереж.  

Додатковим джерелом інформації про споживання електроенер-
гії є білінгові системи енергопостачальних організацій. У них збері-
гаються інформація про споживання точок продажу за обліковий пе-
ріод. 

Оскільки інформаційне забезпечення фінансових взаєморозра-
хунків розподільних електричних мереж ґрунтується на даних обліку, 
отриманих із різних джерел з різним ступенем достовірності, зростає 
комерційна складова втрат електроенергії. 

З метою створення належного інформаційного забезпечення та 
підвищення достовірності інформації про облік електроенергії, в ро-
боті [35] запропоновано використовувати усереднені за часом та су-
купністю електроприймачів типові графіки навантаження (ТГН). Для 
кожного ТГН зазначено перелік кодів споживачів згідно категорій 
видів економічної діяльності (КВЕД), що дозволяє визначати для кон-
кретного споживача відповідний ТГН. Використання категорій видів 
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економічної діяльності у білінговій системі дозволить зіставляти ін-
формацію щодо електроспоживання за період інтегрування з його 
ТГН.  

Типові графіки подаються у вигляді погодинних характеристик 
математичного очікування та середньоквадратичного відхилення ак-
тивного й реактивного навантажень, а також характеристики коефіці-
єнту кореляції активного й реактивного навантажень (рис. 1.3). 

Математичне очікування навантаження нормується відносно 
максимального значення і подається у відсотках. Таким чином, ТГН 
дає змогу розкласти значення сумарної спожитої енергії за обліковий 
період до вигляду погодинного графіка імовірного навантаження, 
доповнюючи інформаційне забезпечення для вирішення технічних 
задач.  

Традиційно ТГН використовувались під час електричних розра-
хунків для проектування електричних мереж, складання балансу по-
тужності, а також для оцінювання технологічних витрат електроенер-
гії, пов’язаних з її транспортуванням та розподілом електричними 
мережами. 

 

  
 

Рисунок 1.3 – Типовий графік електричних навантажень  
 
Отримані у такий спосіб графіки навантаження є залежностями 

осереднених значень з заданими середньоквадратичними відхилення-
ми. Тому пряме їх використання у розрахунках разом з детермінова-
ними параметрами та результатами вимірювань з заданою точністю є 
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некоректним і може призводити до зниження адекватності результа-
тів. Для адаптації даних необхідно застосовувати додаткові заходи з 
узгодження, що використовують властивості розподільних мереж, 
базуються на електротехнічних розрахунках та забезпечують мінімі-
зацію похибок відтворення режимних параметрів й інтегральних по-
казників. 

 

1.5 Адекватність структури балансу електроенергії розподільних 
електричних мереж. Постановка задачі дослідження 

Основним методом аналізу енергоефективності розподільних 
ЕМ за розрахунковий період є оцінювання балансу електроенергії. 

Структура балансу електроенергії – система показників за кале-
ндарний (розрахунковий) період, яка складена на підставі показів 
розрахункових засобів обліку та характеризує сумарні (із розбивкою 
на кожному ступені напруги) значення надходження, віддачі, транс-
формування електроенергії, а також структури звітного значення тех-
нологічних витрат електроенергії в електричних мережах (ЗЗТВЕ) [1]. 

Точність оцінювання ЗЗТВЕ для енергопостачальної компанії в 
цілому виявляється прийнятною, оскільки забезпечується достатньою 
точністю приладів обліку на межі балансової належності та адекватні-
стю алгоритмів компенсації неодночасності реєстрації показників 
абонентських приладів обліку у білінговій системи ЕК. Похибки, що 
пов’язані з недосконалістю систем обліку, випадками необлікованого 
відпуску електроенергії, несинхронністю реєстрації надходження й 
корисного відпуску електроенергії, зміною схем електропостачання 
електромереж та іншими факторами, «розчиняються» у значних обся-
гах надходження енергії і не призводять до відчутного погіршення 
адекватності [13]. Однак, у структурі балансу складно виокремити 
комерційні та технічні втрати із загальних звітних втрат електроенер-
гії по ЕК. 

Тому складання такої структури є обов'язковим для електропе-
редавальних організацій незалежно від форм власності та відомчої 
належності, які мають у власності або користуванні на визначених 
законом підставах локальні електричні мережі і отримали ліцензію на 
право здійснення підприємницької діяльності з передачі електроенер-
гії. В загальному вигляді структура має вигляд показаний на рис.1.4. 
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Рисунок 1.4 – Структура балансу електроенергії в загальному вигляді 

 
Значення окремих потоків надходження та віддачі електроенер-

гії отримують шляхом вимірювання кількості електроенергії розраху-
нковими засобами обліку. Їх сумарні значення обчислюють на підста-
ві значень, що містять первинні звітні документи (акти про складання 
балансу електроенергії на підстанціях) та акти про використану елект-
ричну енергію споживачами, складання яких передбачені відповідно 
до «Інструкції про порядок комерційного обліку електричної енергії» 
та «Правил користування електричною енергією». 

Значення технологічних витрат електроенергії в ЕМ визначаєть-
ся за показами засобів обліку електроенергії як різниця між сумою 
надходження і віддачі електроенергії. Однак, значення, отримані під 
час вимірювання, визначаються з похибкою, яка залежить від техніч-
них характеристик та умов роботи розрахункових засобів обліку елек-
троенергії. Ці значення також можуть бути обчислені з помилками, 
що виникають внаслідок неправильного зчитування показів лічильни-
ка, або через застосування хибних значень коефіцієнтів трансформації 
вимірювальних трансформаторів струму та напруги. 

1 
Віддача електроенергії сусі-
днім структурним підрозді-
лам; 

2 
Віддача електроенергії спо-
живачам; 

3 Складова нетехнічних втрат; 

4 
Нормативні метрологічні 
втрати; 

5 
Змінні розрахункові втрати 
електроенергії в ЛЕП; 

6 
Змінні розрахункові втрати 
електроенергії в трансфор-
маторі; 

7 
Умовно-постійні розрахун-
кові втрати в трансформато-
рах; 

8 
Умовно-постійні розрахун-
кові втрати в ін. елементах; 

9 Нормативні витрати на ВП. 
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Як видно із рис. 1.4 ЗЗТВЕ вміщує в собі інші складові структу-
ри балансу електроенергії – нормативне значення технологічних ви-
трат електроенергії в електричних мережах (НЗТВЕ) та значення не-
технічних втрат електроенергії (ЗНВЕ), які визначаються розрахунко-
вим шляхом. НЗТВЕ та ЗНВЕ є взаємопов’язаними величинами. Тому 
від точності визначення НЗТВЕ залежить розрахункова величина 
складової нетехнічних втрат електроенергії, обумовлена заниженням 
(завищенням) віддачі електроенергії споживачам. 

Таке заниження (завищення) виникає: 
• через несанкціоновані відбори електроенергії та помилки під час 

обчислення обсягу постачання електроенергії і виписування платіж-
них документів; 

• з технічних причин, а саме внаслідок роботи розрахункових за-
собів обліку з похибками вимірювань, що перевищують їх нормовані 
значення; 

• з технологічних причин, що прив’язані з процедурою форму-
вання значення віддачі електроенергії споживачам, а саме: внаслідок 
обчислення обсягу постачання електроенергії споживачам за фактич-
ною оплатою з використанням роздрібних цін на електроенергію без 
виписування платіжних документів; використання під час виписуван-
ня платіжних документів за розрахунковий місяць усереднених зна-
чень без зняття у цьому розрахунковому періоді фактичних показів 
розрахункових засобів обліку електроенергії; неодночасного зняття 
показів розрахункових засобів обліку та наявності сезонної складової. 

Таким чином підвищення точності розрахунку нормативних 
значено ТВЕ у структурі балансу призведе до уточнення структури 
балансу, до виявлення нетехнічних втрат електроенергії та дасть мож-
ливість більш точно планувати організаційні та технічні заходи з під-
вищення енергоефективності розподільних ЕМ [13]. 

Для отримання інженерної точності розрахунку нормативних 
значень ТВЕ необхідно забезпечити спостережність розподільної еле-
ктричної мережі, що можливо шляхом насичення її пристроями вимі-
рювання Smart Metering.  

Однак, висока вартість пристроїв Smart Metering та необхідність 
великої кількості точок вимірювань змушують електропостачальні 
організації обмежувати впровадження Smart Metering з метою змен-
шення інвестицій. 
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Основними шляхами вирішення вказаної проблеми (див. п.п.1.2) 
є застосування математичного апарату оцінки стану електричної ме-
режі, визначення оптимальної кількості пристроїв вимірювання, вико-
ристання псевдовимірювань, тощо. 

Підвищення точності визначення НЗТВЕ дозволить визначити 
поелементну структуру втрат з прив’язкою до часу експлуатації, а 
також аналізувати локальні осередки втрат електроенергії, виявляти 
елементи зі збільшеним електроспоживання та планувати необхідні 
електроощадні заходи. 

Висновки по розділу: 

1. Прилади Smart Metering є одними із найважливіших елементів 
Smart Grid. Застосування інформації накопиченої системами Smart 
Metering забезпечує спостержність розподільної ЕМ завдяки викорис-
танню виміряних графіків електроспоживання. Однак, через необхід-
ність встановлення великої кількості вимірювальних приладів, склад-
ність реалізації їх часової синхронізації, значну вартість апаратного 
забезпечення та складність забезпечення надійності комунікаційної 
мережі впровадження таких системи у розподільних електричних 
мережах є проблематичним. 

2. Проблеми застосування Smart Metering у розподільних елект-
ричних мережах пов’язані з необхідністю розв’язання задач синхроні-
зації інформації про виміряні режимні параметри, відновлення інфор-
мації. Для розв’язання цих задач використовуються підходи спільною 
вимогою яких є наявність не втрачених даних. Перспективним є за-
стосування комбінованого підходу методів оцінки стану для часової 
синхронізації інформації та застосування типових графіків електрич-
них навантажень для відновлення агрегованої у часі інформації про 
перетікання електроенергії. 

3. Вибір оптимального місця розташування приладів вимірю-
вання Smart Metering виконується для розв’язання задач моніторингу 
параметрів електричної мережі, оцінювання електроспоживання та 
підвищення спостережності електричної мережі. Для розрахунку та 
аналізу втрат електроенергії в ЕМ, їх структурування з прив’язкою до 
часу та місця експлуатації та елементів мережі найбільш доцільною є 
оптимізація розміщення приладів Smart Metering з метою підвищення 
спостережності електричної мережі. 
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4. З метою створення належного інформаційного забезпечення 
та підвищення достовірності інформації про облік електроенергії в 
роботі доцільно перевірити можливість використання усереднених за 
часом типових графіків навантаження. Для адаптації даних необхідно 
застосовувати додаткові заходи з узгодження, що використовують 
властивості розподільних мереж, базуються на електротехнічних роз-
рахунках та забезпечують мінімізацію похибок відтворення режимних 
параметрів й інтегральних показників. 

5. Розв’язання поставлених у роботі задач дослідження дозво-
лить обґрунтовано розвивати інформаційну структуру розподільних 
ЕМ із застосуванням технології Smart Metering та визначати оптима-
льну послідовність впровадження засобів обліку електроенергії Smart 
Metering (у особливо критичних точках вимірювання) в умовах обме-
женого фінансування. 
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2 ОЦІНКА СТАНУ РОЗПОДІЛЬНИХ ЕЛЕКТРИЧНИХ МЕРЕЖ  

З ВИКОРИСТАННЯМ SMART METERING 

2.1 Оцінка стану розподільної електричної мережі за різної 
повноти вхідних даних 

2.1.1 Постановка задачі оцінки стану розподільної 
електричної мережі 

Завдання статичного оцінювання стану (ОС) полягає у оціню-
ванні комплексних значень фазних напруги (стани) на шинах вузлів 
розподільної електричної мережі. У якості вхідних даних використо-
вується інформація про виміряні параметри режиму, наприклад пере-
тікання потужності, величини напруги та струмів, а також інформація 
про стан вимикачів, параметрів ліній електропередачі, трансформато-
рів, конденсаторів та реакторів. Типи вимірювань, місце їх розташу-
вання та точність змінюються залежно від кожної топології електрич-
ної мережі [61].  

Найчастіше використовують такі типи вимірювань:  
1. Перетікання – потоки активної та реактивної потужностей, 

виміряні у лініях електропередачі або на вводах трансформаторів. 
2. Задаючі потужності вузлів - повне генерування активної та 

реактивної потужності на системних шинах. 
3. Значення напруги - вимірюються на системних шинах. 
4. Значення струмів - струми, виміряні у лініях електропередачі 

або на вводах трансформаторів. 
Крім виміряних параметрів використовують також додаткові 

величини, які доповнюють інформаційну модель для підвищення ефе-
ктивності оцінки стану: 
1. Віртуальні вимірювання - значення вимірювань, які відомі через 

обмеження на параметри режиму. Найбільш вживаними віртуаль-
ними вимірюваннями є напруги базисних вузлів. 

2. Псевдовимірювання - значення вимірювань, які прогнозуються на 
основі статистичних даних для наповнення множини вимірювань у 
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слабко контрольованих місцях. Прикладами таких вимірювань є: 
прогнозовані навантаження або прогнозовані графіки видачі поту-
жності генерування на шинах генераторів. 

На рис. 2.1 показано діаграму функціональних залежностей між 
блоками оцінки стану. Для отримання оцінки стану передбачається 
попередня фільтрація даних для виявлення та усунення вимірювань, 
які явно помилкові (негативні значення напруги, потужність потоків 
виходить за межі діапазону, тощо). Паралельно з фільтрацією викону-
ється аналіз топології електричної мережі та будується математична 
модель електричної мережі. Математична модель доповнюється ста-
тистичними даними з бази даних статистики та виокремлюються не-
спостережні ділянки електричної мережі. 

Перевірена та доповнена модель використовується у процедурі 
виявлення стану, який найкраще відповідає заданому набору режим-
них параметрів та її топології з урахуванням точності наявних вимі-
рювань. Додатково виконується виявлення та аналіз помилок. Якщо 
кількість помилок не перевищує допустимої, то їх можна виявити та 
усунути. Отримані результати передаються для відображення. 

Сучасні засоби оцінки стану також здатні виявляти топологічні 
помилки та уточнювати значення сумнівних режимних параметрів.  

Підсумовуючи, можна сказати, що оцінка стану служить вели-
комасштабним фільтром між віддаленими вимірюваннями та програ-
мами вищого рівня. 

2.1.2 Математична модель оцінки стану мережі та якості 
вимірювань 

Статична функція ОС використовується для моніторингу роботи 
системи під час нормальної роботи, коли система знаходиться в псев-
достаціонарному стані, реагуючи на повільно мінливе навантаження 
та генерування мережі. З огляду на дану модель, всі наявні типи вимі-
рювань можуть бути виражені як функція параметрів режиму елект-
ричної мережі у вигляді вектора стану. Ці вирази нелінійні і не врахо-
вують можливих помилок через невизначеність параметрів мережі, 
помилки вимірювання або шум, які можуть мати місце в телекомуні-
каційних системах. 
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Рисунок 2.1 – Функціональні залежності та обмін даними між блока-

ми оцінки стану 
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Розглянемо вектор z, що містить набір вимірювань, які можна 
перерахувати у параметри режиму [61]: 
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де [ ]1 2( ), ( ), ( ) ;T
mh x h x h x=h 

 

     ( )ih x  – нелінійна функція, що пов’язує вимірювання i та змінну 
вектора стану x; 
     [ ]1 2, ,T

mx x x=x  – вектор стану системи; 

     [ ]1 2, ,T
me e e=e   – вектор похибок вимірювання. 

Вектор стану зазвичай будується в розширеному вигляді, де де-
картові або полярні координати використовуються для представлення 
кожної складової змінної стану (напруга шин) двома її окремими ком-
понентами – дійсною та уявною складовою, або модулем та фазою. 
Аналогічно, вектор вимірювання буде містити реальні записи zi, що 
відповідають перетіканням активної чи реактивної потужності та ге-
неруванню вузла, або величині фазових напруг чи струмів. 

Зазвичай у якості змінних стану xi приймають модуль Ui та фазний 
кут δi напруги у незалежних вузлах електричної мережі. Вимірюваними 
параметрами в ЕМ є модулі напруги у окремих вузлах в ,iU  активні в

iP  

та реактивні в
iQ  потужності у вузлах навантаження та генерування, що 

оснащені засобами АСКОЕ, активні в
jP  та реактивні в

jQ  потужності, що 

протікають у ЛЕП, оснащених засобами телевимірювання. 
Функції hi (x) які пов’язують вимірювання z із вектором стану x 

є функціями математичної моделі електричної мережі та її параметрів 
мають такий вигляд у полярних координатах: 
для вимірювань потужності у вузлах: 
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для вимірювань перетікань потужності у вітках: 
 

2
ij ij

2
ij ij ,

( cos sin ) ,

( sin cos ) ( ).
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Під час розрахунку застосовуються такі припущення: 
• Похибки розподіляються відповідно до нормального закону розпо-

ділу. 
• Математичне очікування значення всіх похибок дорівнюють нулю, 

тобто 0 1E(e )= ,i= ,…,m.i   

• Похибки незалежні, тобто математичне очікування добутку похи-
бок рівне нулю, тобто ( ) 0.i jE e e =  Отже, коваріація похибок розра-

ховується за виразом: { }2 2 2
1 2Cov( ) diag , ,T

me E e e R σ σ σ = ⋅ = =   . 

Стандартне відхилення σi кожного і-го вимірювання розрахову-
ється таким чином, щоб відображати очікувану точність використано-
го пристрою вимірювання. У [62] запропоновано розраховувати стан-
дартне відхилення вимірювання приладом таким чином: 

 

= 0,0067 + 0,0016·i i iσ S FS ,                                             (2.2) 

де 
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для вимірювання потужності вузла ,

для величини напруги в ;

поділка шкали вимірювача.
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Формулювання проблеми оцінки стану базується на концепції 
максимальної правдоподібності яка використовує певні припущення. 

Перше припущення полягає в тому, що помилки розподіляють-
ся за нормальним законом розподілу. Випадкова величина z має нор-
мальний розподіл, якщо її густина ймовірності - f(z), задається насту-
пним чином: 

 

1
2

1
2

2- (z-μ)/σ
f(z)= e

πσ
,                                               (2.3) 
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де z - випадкова величина; 
     μ – математичне очікування величини z, μ =E(z); 
     σ – стандартне відхилення z. 

Перехід до відносних одиниць, дає можливість узагальнити фу-
нкцію, представивши її у вигляді нормального закону розподілу, (u). 

Задамо тоді 0 Var 1,0u=(z-μ)/σ, E(u)= , (u)= : 
 

2 21
2

-u /Ф(u)= e
πσ

.                                            (2.4) 

 

Друге припущення полягає у тому, що очікуване значення по-
милок, рівне нулю. 

Третє припущення передбачає, що загальну функцію густини 
ймовірності набору вимірювань m можна розрахувавши, просто взяв-
ши добуток окремих розподілів, що відповідають кожному вимірю-
ванню. Тоді, результуюча цільова функція fm (z) для m вимірювань, 
буде функцією правдоподібності: 

 

( ) = ( ) ( ) ( )m 1 2 mf z f z f z f z
.                                     (2.5) 

 

Для спрощення обчислень застосовується заміна функції прав-
доподібності її логарифмом, який називається узагальненою логариф-
мічною функцією правдоподібності та позначається L. Функція L ви-
ражається як: 

2
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1log ( ) log ( ) ( ) log 2 log .
2 2

m m m
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π σ
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= = = − − −∑ ∑ ∑   (2.6) 

Максимізація (2.5) та (2.6) дасть однаковий оптимальний варі-
ант, що пояснюється монотонно зростаючим характером логарифміч-
ної функції. Отже, максимальну правдоподібність стану x можна знай-
ти, максимізувавши правдоподібності для заданого набору спостере-
жень z1, z2, ..., zm. Тоді задача оптимізації може бути сформульована 
таким чином:  

 

2

1
(log ( )), або ( ( ) ).

m
i i

m
i i

zMax f z Min µ
σ=

−∑                            (2.7) 
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Введемо позначення, що залишки вимірювання визначаються за 
виразом: 

 

)z(Ezr iii −= , 
 

де математичне очікування величини E (zi) = hi (x) і hi - нелінійна фун-
кція, що пов’язує вектор стану системи x з i-м вимірюванням.  

Використовуючи задані позначення та визначені змінні, форму-
лювання максимальної правдоподібності можна переписати як опти-
мізаційну задачу у вигляді: 

 

мінімізувати 2

1
 ,

m

ii i
i

W r
=
∑   

за умов ( ) , 1, ,mi i iz h x r i= + = 
. 

 

Зворотні стандартні відхилення кожного і-го вимірювання поз-
начаються, як Wii =Rii

-1 = σi
−2. Їх можна розглядати як значення вагових 

коефіцієнтів, присвоєні окремим вимірюванням. Більші значення при-
значаються для точних вимірювань з невеликою дисперсією і менші 
вагові коефіцієнти для вимірювань з великими невизначеностями.  

Зауважимо, що визначення цільової функції в даній задачі оп-
тимізації безпосередньо випливає з вибору функції ймовірності. Отже, 
відхилення у виборі припущень щодо статистичних властивостей 
помилок вимірювань призведуть до різних формулювань та рішень 
максимальної правдоподібності.  

Для формування вектору стану x можна використовувати нескін-
ченну кількість комбінацій значень змінних, однак практичну цінність 
має така комбінація, що забезпечує мінімізацію абсолютних значень 
вектора похибок вимірювання e. Виходячи з цього, цільова функція 
задачі визначення вектору стану ЕМ у загальному вигляді [61]-[69]: 

 

( ) ( ) ( ) ( )
2

2
1

min,
m Ti i

i i

z h x
J x z h x W z h x

=

−  = = − − →      σ∑        (2.8) 

 

де σ – стандартне відхилення кожного вимірювання; 

     
12 2 2

1 2, , , mW diag
−

 = σ σ σ   – обернена діагональна матриця очікува-

них (оцінених) середньоквадратичних відхилень окремих вимірювань.  
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Рішення вищевказаної задачі оптимізації виконується за допо-
могою методу найменших зважених квадратів (ОНЗК) для x [61] . 

Для цього у рішенні повинні бути задоволені наступні умови 
оптимальності першого порядку, 

 

[ ] 0=−⇒=
∂
∂ )x(hzW)x(H0

x
J T

                               (2.9) 

 

де 
x

)x(h)x(H
∂

∂
=  – це m × n  матриця Якобіана від вектора h(x). 

Мета - отримати вектор x, що задовольняє нелінійне рівняння 
(2.9). Найефективніший спосіб зробити це полягає у застосуванні іте-
раційного процесу Ньютона – Рафсона (НР), який квадратично схо-
диться до рішення. Нехтуючи тими складовими, які містять похідні 
другого порядку h(x), лінійна система, що включає n рівнянь, які не-
обхідно розв’язувати при кожній ітерації, має вигляд:  

 

[ ])x(hzW)x(Hx)x(G kkTkk −=∆                                 (2.10) 

де k- номер ітерації, тоді: 
 

)x(WH)x(H)x(G T=                                             (2.11) 

 

відома як матриця посилення. Якщо матриця H має повний ранг, то 
отримана симетрична матриця G є позитивно визначеною, а система 
рівнянь 2.10 має єдине рішення. Після розв’язання системи рівнянь 
вектор стану оновлюється і процес повторюється: 

 

k+1 k kx =x +Δx .                                                    (2.12) 

 

Вирази для розрахунку елементів Якобіана, що відповідають 
виміряним потужностям у вітках та вузлах зібрані в таблиці 2.1. Еле-
менти рядка, що відповідають вимірюванню напруги (величина або 
фазовий кут) всі нульові, за винятком стовпця, пов'язаного з вимірю-
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ваною змінною, який задається одиницею у разі застосування віднос-
них одиниць. 

 
Таблиця 2.1 – Елементи матриці Якобі, що відповідають похід-

ним за кожного змінною для потужності вузлів та віток 
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Особливістю розподільних мереж є недостатність вектору спо-
стереження z. Тобто, використовуючи суто виміряні параметри (див. 
п.п.1.3) не вдається ідентифікувати стан ЕМ, адже задача (2.3) не має 
розв’язків. Доповнення вектору z інформацією з типових графіків 
навантаження (псевдовимірами) для вузлів ЕМ, дозволить залучити 
ресурси наявних засобів вимірювання та моніторингу для забезпечен-
ня спостережності електричної мережі без додаткових фінансових 
витрат.  

2.2 Метод підвищення спостережності розподільних 
електричних мереж з використанням пристроїв Smart 
Metering та псевдовимірювань 

Відповідно до проведеного аналізу (див п.п.1.2.1) для подальшо-
го дослідження пропонується підвищення спостережності розподіль-
ної електричної мережі шляхом застосування типових графіків елект-
ричних навантажень для відновлення агрегованої у часі інформації 
білінгової підсистеми про облік електроенергії. Для електричних ме-
реж зі значною інтеграцією відновлювальних джерел енергії пропону-
ється використання графіка генерування відповідно до типового мет-
рологічного року або прогнозованого графіка генерування [7], [8], 
[10]. Це дозволить підвищити спостережність розподільних електрич-
них шляхом наповнення розрахункової моделі оцінки стану псевдо-
вимірюваннями за мінімальної кількості встановлених пристроїв 
Smart Metering.  

2.2.1 Використання типових графіків електричних 
навантажень для підвищення спостережності розподільної 
електричної мережі 

Типовий графік навантаження – усереднений за часом та набо-
ром електроприймачів графік навантаження, аналогічних за режимом 
роботи споживачів. Навантаження типового графіка, як правило, нор-
мується відносно максимальної величини і надається у відсотках. 
Традиційно ТГН використовувались під час електричних розрахунків 
для складання балансу потужності, проектування електричних мереж, 
а також при розрахунках технологічних витрат електроенергії на її 
передачу та розподіл електричними мережами [35]. 
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На сьогодні в умовах балансуючого ринку електроенергії і елек-
тропостачання за двосторонніми договорами при плануванні режимів 
ЕЕС на наступну добу ТГН мають суттєве значення. Відповідальність 
за баланс електроенергії в ЕЕС і його підтримування перекладається 
на всіх учасників щодо складання добових графіків споживання елек-
тричної енергії, енергоефективності генерування та споживання елек-
троенергії. 

При формуванні нових економічних відносин на ринку електро-
енергії споживання розраховується по годинах, оскільки ціна на елек-
троенергію змінюється кожну годину. Від точності прогнозування 
погодинного добового графіка споживання електроенергії електропо-
стачальниками залежить, наскільки тарифний план для споживача 
буде привабливим. 

Однією з функцій оператора системи розподілу є розроблення 
типових графіків (профілів) навантаження для окремих категорій 
споживачів. Вихідною інформацією для аналізу та групування графі-
ків електричних навантажень використовувалися масиви даних, які 
архівовані під час роботи АСКОЕ. При цьому для кожного ПГН ви-
значався код споживача – джерела цього ПГН згідно КВЕД-2010, що в 
подальшому має спростити користування розробленими графіками 
навантажень і дозволить відносити даного споживача до того чи іншо-
го ТГН [70]. 

Оператори системи передачі та розподілу електроенергії можуть 
збирати щогодинні дані про електроспоживання двома шляхами: за 
допомогою погодинного лічильника з дистанційним зчитуванням та 
на підставі типового графіка навантаження.  

Типові графіки подаються у вигляді коефіцієнту форми, пого-
динних характеристик математичного очікування та середньоквадра-
тичного відхилення активного й реактивного навантажень, а також 
характеристики коефіцієнту кореляції активного й реактивного наван-
тажень (рис. 2.2). 

Математичне очікування навантаження нормується відносно 
максимального значення і подається у відсотках. Таким чином, ТГН 
дає змогу розкласти значення сумарної спожитої енергії за обліковий 
період до вигляду погодинного графіка імовірного навантаження, 
наповнюючи вектор вимірювань для задачі оцінки стану розподільної 
електричної мережі псевдовимірюваннями: 
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Рисунок 2.2 – Інформація подана у «Альбомі типових графіків 

електричних навантажень» 
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де max( )ТГН
ij i

ТГН
ij М Pz P= ⋅  – псевдовимірювання отримане на основі 

інформації про КВЕД та відповідний йому ТГН і-го споживача;  

      W= ( )
12ТГНdiag

−
 σ  

– зворотні середньоквадратичні відхилення. 

У якості очікуваних середньоквадратичних відхилень псевдови-
мірювання ТГН

ijσ  для неспостережних вузлів пропонується використо-

вувати значення середньоквадратичних відхилень для активної та 
реактивної потужностей σ , наведені у атласі типових графіків наван-
таження для споживача (див. рис.2.2), згідно його коду КВЕД [35]. 

Оскільки інформація у білінговій системі подається у інтегрова-
ному вигляді за певні періоди часу, а інформація про ТГН нормується 
відповідно максимального спожитого значення потужності Pi

мах, то 
одним із шляхів перетворення інформації із білінгової системи у псев-
довимірювання, яке відповідає окремому ступеню графіку наванта-
ження буде процедура зворотного інтегрування. 

Так як ТГН позитивна і зростаюча функція, то інтеграл ТГН ви-
ражає площу ступінчастої фігури, складеної з «вхідних» прямокутни-
ків або лівих прямокутників. Тому вираз для розрахунку максималь-
ного спожитого значення потужності можна отримати з використан-
ням методу чисельного інтегрування на інтервалі від a до b для n інте-
рвалів. Оскільки для кожного інтервалу інтегрування крок сітки одна-
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ковий, то вираз для визначення максимального спожитого значення 
потужності Pi

мах запишеться так: 
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де WБ
i – інформація із білінгової системи про спожиту електроенергію 

за розрахунковий період. 
Для добового інтервалу {0;24} з поділом проміжку інтегрування 

n = 24 рівних частин: 
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Ще однією проблемою перетворення інформації із білінгової 
системи у псевдовимірювання є необхідність узгодження ТГН окре-
мих КВЕД однієї ТП. Це можливе лише за значеннями у абсолютних 
одиницях шляхом інтегрування відтворених ТГН за виразом: 

 

. 

 

Введемо позначення: 
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Тоді вираз для визначення узгодженого графіка електричних на-
вантажень прийме вигляд:  
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де Pmax
n – максимальне значення потужності серед всіх споживачів з 

переліку N ТП; 
     n – номер споживача з максимальним піковим значенням електрос-
поживання. 
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Для узгодження ТГН з однаковим, або близьким, коефіцієнтом 
форми наведеним у «Альбомі типових графіків електричних наванта-
жень» можна використати припущення: 
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i Б

n n

P Wk
P W

= ≈ , 

 

де WБmax
n – максимальне значення спожитої електроенергії серед всіх 

споживачів з переліку N ТП. 
Отже, цільова функція (2.8) з урахуванням інформації ТГН у яв-

ному вигляді може бути записана так: 
 

( ) ( ) ( ) ( ) ( )
12 2

min,
TSM SM

SM ТГН
ТГН ТГН

z z
J x h x diag h x

z z

−       = − σ σ − →                 
    

(2.15) 
 

Таким чином недостатність вектору спостереження z у цільовій 
функції (2.8) можна компенсувати інформацією з «Альбому типових 
графіків електричних навантажень», а саме математичним очікуван-
ням активного навантаження М(Pij

ТГН) i-го вузла вимірювання на сту-
пені j, його середньоквадратичним відхиленням ТГН

iσ  та інформації 
про спожиту потужність у неспостережному вузлі з білінгової системи 
Wi

Б
 у вигляді цільової функції (2.15). 

2.2.2 Врахування надходження електроенергії з 
відновлюваних джерел у задачі підвищення спостережності 
розподільної електричної мережі 

Стрімка децентралізація електропостачання споживачів, які 
пов’язані зі збільшенням вартості традиційних паливних ресурсів і 
проявляються у підвищенні частки розосередженого виробництва 
електроенергії за допомогою відновлюваних джерел енергії, призво-
дить до ускладнення планування режимів електричних мереж та опе-
ративного керування ними [7], [8]. Планування режимів електричних 
мереж потребує набору статистичної інформації та встановлення при-
ладів додаткової фіксації показників якості електроенергії. 

На сьогоднішній день прилади фіксації/аналізу показників якості 
електроенергії з можливістю реєстрації графіків навантаження встано-
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влені лише в місцях приєднання ВДЕ піковою потужністю понад 50 
кВт [71]. Постачальник послуг комерційного обліку щоденно передає 
дані комерційного обліку постачальнику універсальних послуг для 
завантаження даних комерційного обліку електричної енергії в систему 
управління ринком [72]. Таким чином, інформація про графіки генеру-
вання відновлювальними джерелами потужністю понад 50 кВт є зав-
жди актуальною та може бути використана для забезпечення спостере-
жності електричної мережі без додаткових припущень та перетворень. 

Для населення електроенергія, вироблена з енергії сонця або на 
комбінованих вітро-сонячних генеруючих системах підпадає під кате-
горії генеруючих установок приватних домогосподарств, для яких 
застосовується «зелений» тариф, а встановлена потужність не може 
перевищувати 50 кВт [73]. У цьому випадку знімання показів засобів 
обліку проводиться постачальником послуг комерційного обліку що-
місяця першого числа, крім окремих випадків [72].  

Обсяг електричної енергії, який відпущений в електричну мере-
жу приватним домогосподарством, визначається за календарний мі-
сяць в обсязі, що перевищує місячне споживання електричної енергії 
його приватним домогосподарством. Для визначення обсягу електри-
чної енергії, відпущеної з мереж приватного домогосподарства побу-
тового споживача, як правило, використовується двонаправлений 
засіб обліку активної електричної енергії, що обліковує окремо обсяги 
відпущеної в електричну мережу та отриманої з електричної мережі 
електричної енергії або сальдоване їх значення. 

Тобто з метою підвищення спостережності розподільних елек-
тричних мереж з приватними домогосподарствами та встановленими 
ВДЕ виникає задача використання інтегрованої інформації наявної у 
системі білінгу. Аналогічно до п.п.2.2.2 для вирішення цією задачі 
можливе застосування типового добового графіка генерування ВДЕ, 
що можливо із застосуванням типовий наборів даних про метеороло-
гічний рік. 

Типовий набір даних про метеорологічний рік (ТНМ) [74] міс-
тить погодинні метеорологічні значення інтегровані до одного року, 
що характеризують кліматичні умови для конкретної місцевості про-
тягом тривалого періоду часу, наприклад 30 років історичних даних. 
Звичайно, таке зменшення обсягу даних неможливе без втрати інфор-
мації, що міститься в початковому часовому ряду. 
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Набори даних ТНМ широко використовуються для моделюван-
ня систем перетворення відновлюваної енергії [75]-[77]. Додатковою 
перевагою використання ТНМ є також їх наявність у відкритому дос-
тупі [78]. 

У таблиці 2.2 наведено основні набори даних для типового ме-
теорологічного року та вагові коефіцієнти для різних підходів інтег-
рування та джерел інформації [79]-[83]. 

 
Таблиця 2.2 – Вагові коефіцієнти метеопараметрів у ТНМ для рі-

зних підходів 

Метеопараметр 
Sandia 

(ТНМ2) 
[80] 

NREL 
(ТНМ3) 

[79] 
Kalogirou 

[81] 

Meyer et 
al. 

[82] 
Макс. температура сухого 
термометра 

1/24 1/20 1/32 1 

Мін. температура сухого 
термометра 

1/24 1/20 1/32 2 

Середня температура по су-
хому термометру 

2/24 2/20 2/32 1 

Макс. температура точки 
роси 

1/24 1/20 — 2 

Мін. температура точки роси 1/24 1/20 — — 
Середня температура точки 
роси 

2/24 2/20 — 1 

Макс. відносна вологість — — 1/32 — 
Мін. відносна вологість — — 1/32 — 
Середня відносна вологість — — 2/32 — 
Швидкість вітру макс. 2/24 1/20 1/32 4 
Середня швидкість вітру 2/24 1/20 2/32 2 
Відхилення швидкості вітру — — 1/32 — 
Середній напрямок вітру — — 1/32 1 
Глобальне опромінення 12/24 5/20 8/32 — 
Пряме опромінення — 5/20 8/32 85 
Дифузне опромінення — — — — 
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Приклади з типового набору даних про метеорологічний рік в 
частині глобального горизонтального опромінення Вт*год/м2 наведе-
но на рис. 2.3 у вигляді річного та добового графіка для Шаргородсь-
кого району Вінницької області. 

 

 
 а)                                                         б) 

 
в)                                                        г) 

Рисунок 2.3 – Типові набори даних про метеорологічний рік в частині 
глобального горизонтального опромінення Вт∙год/м2 для Шаргород-
ського району Вінницької області: а) річний графік; б) місячний гра-

фік (липень); 
в) добовий графік (16 липня); г) добовий графік (1 січня). 

 
Для наявного типового набору даних про метеорологічний рік у 

[83] наведено способи перерахунку їх у потужність генерування ВДЕ.  
Для фотовольтаїчної станції вираз для визначення погодинного 

генерування має вигляд [83], [84]: 
 

%ij тер сп фмP F I Pη= ⋅ ⋅ ⋅ ∆ , 
 

де терF  – площа встановленої електростанції; 

   спI  – сонячна погодинна інсоляція з урахуванням кута повороту 
сонячної панелі; 
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   фмη  – коефіцієнт корисної діїі встановлених фотомодулів; 

   %P∆  – коефіцієнт втрат (до 25%), який включає втрати у інверторі, 
зменшення потужності пов’язане з нагріванням, втрати у кабельних 
лініях, тощо. 

Приклади типових графіків виробництва електроенергії побудо-
вані на основі ТНМ (рис.2.3) наведено на рис. 2.4 для зимнього та 
літнього місяців фотовольтаїчної електричної станції встановленою 
потужністю 9500 кВт. 

 

 
Рисунок 2.4 – Типові погодинні профілі генерування для фотовольта-

їчної станції встановленою потужністю 9,5 МВт (за даними 
globalsolaratlas.info) 

 
У випадку використання вітроелектростанції застосовуються 

типові набори даних про метеорологічний рік в частині швидкості 
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вітру м/с наведено на рис. 2.5 у вигляді річного та добового графіка 
для Шаргородського району Вінницької області. 

а) 

б) 

в) 

г) 
Рисунок 2.5 – Типові набори даних про метеорологічний рік в частині 
швидкості вітру м/с для Шаргородського району Вінницької області: 

а) річний графік; б) місячний графік (липень); 
в) добовий графік (16 липня); г) добовий графік (1 січня). 
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Для перерахунку швидкості вітру у потужність генерування за-
стосовується залежність потужності вітрогенератора від швидкості 
вітру (рис. 2.6). 

 

 
 

Рисунок 2.6 – Залежність потужності вітрогенератора v-90 (1,8 МВт) 
від швидкості вітру 

 
Вказані припущення створюють передумови для створення на-

бору типових графіків генерування (ТГГ) ВДЕ побутових домогоспо-
дарств, залежно від регіону та встановленої потужності. 

Відповідно до [85] середньоквадратичне відхилення таких типо-
вих графіків генерування ТГГ

iσ 6-12% залежно від використовуваного 
набору даних, що є цілком прийнятним для застосування ТГГ у якості 
псевдовимірювань. 

Таким чином, цільова функція (2.15) з урахуванням інформації 
ТГГ у явному вигляді може бути записана таким чином: 

 

( ) ( ) ( ) ( ) ( ) ( )
12 2 2

min,

TSM SM

ТГН SM ТГН ТГГ ТГН

ТГГ ТГГ

z z
J x z h x diag z h x

z z
σ σ σ

−
      
       = − − →                    

 (2.16) 
 

Запропонований метод забезпечення спостережності розподіль-
них електричних мереж з ВДЕ шляхом використання агрегованої ін-
формації автоматизованих систем комерційного обліку електроенергії 
та псевдовимірювань у вигляді типових графіків генерування може 
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ефективно використовуватися для доповнення вектору стану ЕМ ін-
формацією про зміни генерованої потужності у неспостережних вуз-
лах. Залучення додаткової інформації сприяє підвищенню точності 
моделювання режимних параметрів розподільних мереж 6-20 кВ, ре-
зультатів розрахунку та аналізу втрат електроенергії. 

 

2.3 Метод визначення оптимальної послідовності 
впровадження засобів обліку електроенергії Smart Metering 
із застосуванням математичного апарату чутливості та 
багатокритеріального аналізу 

2.3.1 Аналіз чутливості впровадження засобів обліку 
електроенергії Smart Metering за режимними параметрами  

Для визначення оптимального місця встановлення засобів облі-
ку електроенергії Smart Metering із застосуванням математичного 
апарату чутливості, а також оптимальної послідовності їх впрова-
дження можна використати коефіцієнти розподілу втрат потужності 

iT  [10], [86]. Вказані коефіцієнти є коефіцієнтами чутливості, що вра-
ховують нелінійну залежність втрат потужності від генерування ВДЕ 
та споживання електроенергії. 

Відповідно до [86], вектор-рядок kiT  складається з коефіцієнтів, 
які показують, яку частку в сумарних втратах в і-й вітці складає про-
тікання потужності по ній від кожного вузла:  

 
1

ki t ki ki( ) −
Σ= дT U M C U



    ,                             (2.17) 

 

де tU – транспонований вектор напруги у вузлах включаючи і базис-
ний; 

   kiΣM – і-ий вектор-стовпець матриці інциденцій з урахуванням ком-
плексних коефіцієнтів трансформації;  

   kiC


– і-й вектор-рядок матриці розподілу струмів у вузлах J


 по віт-
ках схеми РЕМ з ВДЕ з врахуванням коефіцієнтів трансформації; 
   1

д
−U – діагональна обернена матриця напруги у вузлах включаючи і 

базисний. 
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На підставі [1] можна записати: 
 

в ki∆ = ⋅S T S  ,                          (2.18) 

 

де вS∆ – вектор втрат потужності у вітках схеми;  

   kiT  – матриця коефіцієнтів розподілу втрат потужності у вітках за-
ступної схеми розподільної ЕМ в залежності від потужності у її вуз-
лах схеми, кожний рядок якої складається з (2.22).  

Згідно [86] зауважимо, що коефіцієнти чутливості kiT  залежать 
від параметрів заступної схеми, які для нормального режиму РЕМ 
можна вважати постійними, а також від значень напруги у вузлах ЕМ 
та визначаються навантаженням і генеруванням у вузлах схеми.  

Пропонований у [86] підхід передбачає врахування поперечних 
складових віток схеми заміщення у навантаженнях вузлів. Тобто, мат-
риця коефіцієнтів чутливості kT  не враховує втрати холостого ходу у 
трансформаторах РЕМ. Тому, враховуючи, що для розподільних елек-
тричних мереж втрати електроенергії в лініях електропередачі є спів-
мірними з втратами холостого ходу у трансформаторах [87], вираз 
(2.17) необхідно доповнити врахуванням поперечної складової схеми 
заміщення трансформатора. Це можливо шляхом врахування попере-
чної складової віток схеми заміщення у матриці коефіцієнтів струмо-
розподілу: 

 
1 1

РЕМ в kt k( diag( ))j− −= + +C z M Y G B                  (2.19) 
 

де diag( )j+G B  – діагональна матриця поперечних провідностей віток 
схеми заміщення схеми розподільної електричної мережі; 
   G – вектор активних провідностей поперечних складових віток схе-
ми, що враховує ємнісні провідності повітряних ліній або втрати ак-
тивної потужності в сталі трансформатора; 
   B – вектор реактивних провідностей поперечних складових віток 
схеми, що враховує реактивні провідності довгих кабельних ліній або 
втрати потужності обумовлені основним магнітним потоком. 

З урахуванням (2.19) вираз (2.17) запишеться таким чином: 
 

1
РЕМi t ki РЕМi( ) −

Σ= дT U M C U


    ,                       (2.20) 



56 

Для визначення оптимального місця встановлення засобів облі-
ку електроенергії Smart Metering з використанням матриці РЕМT , не-
обхідно розраховувати вектор коефіцієнтів чутливості параметрів 
режиму віток схеми до навантаження або генерування у вузлах РЕМ 
за таким виразом: 

 
T

РЕМ РЕМΣ = ⋅ вT T n                                   (2.21) 
 

де вn  – одиничний вектор стовпець, який має розмірність за кількістю 

вузлів схеми ЕМ. Вектор РЕМΣT  має розмірність за кількістю вузлів у 
РЕМ. Кожен елемент вектора відповідає частці втрат потужності від 
сальдованого значення потужностей споживання споживачів та гене-
рування ВДЕ, відповідно до номера стовпця даного елемента. 

Ранжування за спаданням вектору РЕМΣT  по абсолютним значен-
ням дозволить визначити критичні точки РЕМ, з максимальною чут-
ливістю до параметрів режиму, встановлення засобів обліку електрое-
нергії Smart Metering у яких призведе, до підвищення спостережності 
електричної мережі. 

Відповідно до значень вектору РЕМΣT  визначається доцільність 
та оптимальна послідовність (від максимальних значень до мінімаль-
них) впровадження засобів обліку електроенергії Smart Metering за 
режимними параметрами.  

Однак, крім режимних параметрів необхідно врахувати також 
велику кількість якісних та кількісних критеріїв, що можливо із засто-
суванням багатокритеріального аналізу. 

2.3.2 Вибір та обґрунтування критеріїв ефективності 
багатокритеріального аналізу впровадження інформаційного 
забезпечення розподільних електричних мереж 

Багатокритеріальний аналіз передбачає використання вичерпної 
кількості якісних та кількісних критеріїв { }m21 c,...,c,cC = , що дає змо-
гу говорити про адекватний розв’язок поставленої задачі ранжування. 

Спочатку, необхідно виділити групи критеріїв. Для задачі ви-
значення оптимального місця встановлення приладів вимірювання 
Smart Metering їх буде шість [60], [88]- [91]: інформаційні; матеріальні 
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(матеріальне забезпечення); експлуатаційні; природні; технічні; коме-
рційні. 

Під інформаційним критерієм будемо розуміти режимні параме-
три електричної мережі. Вибір сукупності матеріальних критеріїв 
базується на структурі самої АСКОЕ. Як зазначено в [60] АСКОЕ 
повинно складатися з наступних елементів: 

1. Трансформатори напруги та струму; 
2. Лічильники електроенергії; 
3. Пристрої збору інформації від лічильників та передачі її на верх-

ні рівні керування; 
4. Пристрої обробки інформації (ЕОМ). 

У вигляді критеріїв аналізу можна використовувати існування 
даного обладнання на ТП у відносних одиницях. Оцінка даних крите-
ріїв у відносних одиницях покликана вирішити проблему узгодження 
режимних та технічних параметрів.  Охарактеризуємо основні вимоги, 
які висуваються до кожного з елементів АСКОЕ (табл. 2.3) відповідно 
до [60], [92]-[95]. 

 
Таблиця 2.3 –Нормативні вимоги до засобів обліку та каналів 

зв’язку 
№ 
пп. 

Найменування еле-
мента 

Вимоги 

1 
Трансформатор 

струму 
Клас точності не вище 1,0 

2 
Трансформатори 

напруги 
Клас точності не вище 1,0 

3 
Пристрої збору ін-

формації 

Повинні бути захищені від несанкціонованого 
доступу, забезпечувати одночасне зняття показів 
з усіх контрольованих лічильників, забезпечувати 
збереження необхідної інформації протягом вста-
новленого проміжку часу, бути атестованими та 

забезпеченими резервним живленням 

4 Канали зв’язку 

Кабельні та провідні телефонні каналі; 
ВЧ-канали; Телемеханічні канали; 

Радіоканали. Для розподільних електричних ме-
реж достатньо низько швидкісні канали зв’язку. 

5 
Лічильник електрое-

нергії 

Лічильники пропонується використовувати елек-
тронні з вбудованими датчиками-

перетворювачами 
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До експлуатаційних критеріїв слід відносити: 
По-перше, наявність обслуговуючого персоналу на об’єкті. Це 

може бути: цілодобово чергуючий на об’єкті персонал, черговий на 
дому або оперативно-виїзна бригада (ОВБ). Зазвичай для розподіль-
них електричних мереж характерне чергування ОВБ. 

По-друге, до експлуатаційних критеріїв також необхідно віднес-
ти відстань до кінцевого вузла головної ділянки фідера; 

По-третє, кількість вузлів фідера електричної мережі, з точки 
зору можливості, швидкості або періодичності обслуговування їх 
ОВБ. 

По-четверте, наявність персоналу в районних електричних ме-
реж (РЕМ), що має навички користування та обслуговування ЕОМ. 

До природних критеріїв можна віднести наявність природних 
факторів, які негативно впливають на електронні засоби вимірювання, 
а також наявність виробництв, вплив яких спотворює вихідні данні. 

До технічних критеріїв можна віднести: 
1. Відносну кількість вузлів з приєднаними до них потужними 

споживачами; 
2. Відносна кількість відповідальних споживачів. 

До комерційних критеріїв можна віднести: 
1. Наявність низького рівня сплати споживачів за електроенергію; 
2. Наявність значних звітних витрат електроенергії на її транспор-

тування; 
3. Наявність споживачів, які сприяють встановленню засобів зме-

ншення технічної складової втрат електроенергії. 

2.3.3 Визначення оптимальної послідовності впровадження 
засобів обліку електроенергії Smart Metering із застосуванням 
математичного апарату чутливості та багатокритеріального 
аналізу 

Багатокритеріальний аналіз передбачає використання вичерпної 
кількості критеріїв { }m21 c,...,c,cC = , що дає змогу говорити про адек-

ватний розв’язок поставленої задачі ранжування за вектором РЕМΣT . 
У вигляді критеріїв аналізу можна використовувати наявність 

вимірювального обладнання ТП-10(6) кВ у відносних одиницях та 
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відносні значення вектору РЕМΣT . Відповідно до поставленої задачі 
можна запропонувати використання критеріїв поданих у табл. 2.4. 

Будемо вважати відомими: 
{ }n21 v,...,v,vV =  – множина ТП 10(6)кВ, які підлягають багато-

критеріальному аналізу; 
{ }m21 c,...,c,cC =  – множина кількісних та якісних критеріїв, за 

якими ранжуються відповідні фідера. 
Для вирішення цієї задачі пропонуються використовувати на-

ступні принципи: 
Принцип 1. Ранжування показників впливовості критеріїв на ос-

нові експертної інформації з в використанням нечіткого багатокрите-
ріального аналізу. 

Принцип 2. Представлення показників впливовості критеріїв у 
вигляді добутку показників впливовості груп та показників впливово-
сті критеріїв у відповідних групах. 

Принцип 3. Ранжування варіантів на базі мінімаксного принци-
пу теорії ігор. 

 
Таблиця 2.4 – Характеристика критеріїв аналізу 

Найменування критерію Позначення 

Діапазон 
можливих 
значень/ 

крок 
Матеріальні (матеріальне забезпечення) 

Відносна кількість встановлених трансфор-
маторів струму 

kСТ [0,1-1] /0,1 

Відносна кількість встановлених трансфор-
маторів напруги 

kТН  [0,1-1]/0,1 

Відносна кількість встановлених пристроїв 
збору інформації 

kПЗІ [0,1-1]/0,1 

Відносна кількість встановлених каналів 
зв’язку 

kКЗ [0,1-1]/0,1 

Відносна кількість наявних електронних 
лічильників електроенергії 

kЛ [0,1-1]/0,1 

Режимні параметри (чутливість до параметрів режиму) 

Відносні значення вектору чутливості РЕМΣT  kT  [0,1-1] 
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Відповідно до [96]-[98] наведемо теоретичні засади вирішення 
задачі ранжування ТП 10(6) кВ за першочерговістю встановлення на 
них вимірювальних засобів. 

Враховуючи, що всі критерії є нерівнозначними, для отримання 
адекватного розв’язку поставленої задачі ранжування ТП 10(6) кВ, а 
саме для визначення показника впливовості кожного з критеріїв були 
використані наступні викладки з аналізу ієрархій Сааті. 

Нехай w1, w2 ,…, wm – коефіцієнти відносної важливості критері-
їв с1, с2, ..., сm такі, що w1+w2+ …+wm=1. Для визначення коефіцієнтів 
wj, необхідно сформувати матрицю парних порівнянь важливості кри-
теріїв ic C∈  : 
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 ,                    (2.22) 

 

де елемент l i
ij

j

ra
r

=  – рівень переваги відповідних критеріїв сi над сj, 

який представляє собою відношення рангів ri та rj за 9-бальною шка-
лою Сааті: 

r=1 – якщо перевага критерію сi над сj відсутня; 
r=2 – якщо перевага сi над сj майже слабка; 
r=3 – якщо перевага сi над сj слабка; 
r=4 – якщо перевага сi над сj майже істотна; 
r=5 – якщо перевага сi над сj істотна; 
r=6 – якщо перевага сi над сj майже явна; 
r=7 – якщо перевага сi над сj явна; 
r=8 – якщо перевага сi над сj майже абсолютна; 
r=9 – якщо перевага сi над сj абсолютна. 
Дана матриця (2.22) є діагональною ( 1, 1,l

iia i n= =  ) та обернено 

симетричною ( 1l
ij l

ji

a
a

=  ). 

Для того, щоб визначити коефіцієнти відносної важливості кри-
теріїв wi можна використовувати наступну математичну модель [96]: 
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                         (2.23) 

 
Враховуючи, що значення критеріїв аналізу мають числові зна-

чення, складемо для проведення багатокритеріального аналізу матри-
цю ігор [99], яка складається після проведення фахівцями відповідних 
служб оцінки окремих ТП розподільних електричних мереж за кож-
ним з критеріїв табл. 2.3. Вказана матриця має наступний вигляд: 
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З урахуванням показників впливовості (2.24) матиме такий ви-

гляд: 
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де 
jw

ij

j

k
c  – експертна оцінка і-тої ділянки електричної мережі за кри-

терієм jc  з урахування значення впливовості даного коефіцієнта jw  

на послідовність впровадження пристрої Smart Metering. 
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Використання принципу мінімакса дає можливість отримати 
інформацію щодо поточної ефективності вимірювального середовища 
АСКОЕ, а саме зранжувати фрагменти електричної мережі за сукуп-
ністю запропонованих критеріїв з урахуванням важливості кожного з 
них. Отже, отримане рішення є ефективним з огляду на розв’язання 
задач АСКОЕ і, разом з тим, максимально адаптоване до реалізації. 
 

2.4 Метод визначення типових графіків втрат електроенергії 

У п.п.2.2 та 2.3 показано можливість застосування результатів 
оцінки стану розподільних електричних мереж у інформаційних сис-
темах для аналізу енергоефективності. Використання пристроїв Smart 
Metering, агрегованої інформації автоматизованих систем комерційно-
го обліку електроенергії та псевдовимірювань дозволяє виконувати 
розрахунки з адресного визначення втрат електроенергії за виразами 
(2.20)-(2.21) та створює передумови для внесення їх у тариф для кін-
цевого споживача.  

Розрахунок тарифів на електроенергію – комплексний процес. 
При розрахунку роздрібного тарифу на електроенергію враховують 
різні цінові показники, суму дотацій та обсяг закупівлі електроенергії 
на балансуючому ринку, тощо. Крім того формула розрахунку роздрі-
бних тарифів на постачання електроенергії містить елементи стиму-
лювання постачання електроенергії населенню. Внаслідок політики 
уряду з надання універсальних пільг всім домогосподарствам у вигля-
ді заниженої ціни тарифи на електроенергію становлять лише близько 
30% середньозваженого роздрібного тарифу. Низький відсоток відш-
кодування витрат призводить до того, що компанії, які працюють в 
електроенергетичному секторі, несуть фінансові втрати. Така ситуація 
вимагає прийняття рішення щодо адресного внесення вартості розпо-
ділу електроенергії до тарифу для кінцевого споживача. 

Виокремлення у структурі балансу електроенергії значення вар-
тості розподілу для кожного об’єкта обліку можливе шляхом застосу-
вання типових графіків втрат (ТГВ) потужності сформованих на осно-
ві результатів оцінки стану мереж, матриці коефіцієнтів розподілу та 
середньоквадратичної похибки у величині змінних втрат. 



63 

Якщо систематична похибка розрахунку дорівнює нулю, то від-
носну середньоквадратичну похибку розрахунку змінних втрат за 
середнім значенням вихідних даних визначають за формулою з [100] 

 

              ,B
В

Bm
σδ =                                           (2.26) 

 

де Вσ  та Вm  – відповідно середньоквадратичне відхилення і матема-
тичне очікування втрат. 

Для визначення інтервалу невизначеності змінних втрат і відпо-
відного йому значення довірчої імовірності достатньо розрахувати 
середньоквадратичну похибку у величині змінних втрат Вδ  виходячи 
з відомих значень середньоквадратичних похибок у вихідних даних. 

За відомим значенням Вδ  границі інтервалу невизначеності 
втрат розраховують за формулами з [100]: 
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 ,               (2.27) 

 
де t – параметр, що визначає інтервал і відповідну йому імовірність; 
   pW∆  – розрахункове значення змінних втрат електроенергії. 

Використовуючи підхід використаний у [86] та вираз для визна-
чення вектору коефіцієнтів чутливості (2.21), розрахункові втрати 
електроенергії викликані навантаженням вузлів визначаються за вира-
зом: 

 

 РЕМ
1

n

p i
i

W Σ Σ
=

∆ = ⋅∑T S , (2.28) 

 

де iΣS – вектор вузлових навантажень, включаючи і балансувальні на 

i-му ступені графіка навантажень; 
   n – кількість ступенів графіка навантаження; 
або, втрати електроенергії спричинені кожним окремим j-м вузлом: 



64 

РЕМ
1

n

p j j ij
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W T SΣ Σ
=

∆ = ⋅∑  .                           (2.29) 

 

Враховуючи, що коефіцієнти розподілу втрат за певних допу-
щень можна вважати постійними для розподільних електричних ме-
реж, вираз для визначення границь інтервалу невизначеності втрат 
електроенергії можна записати аналогічно до (2.27) : 
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,               (2.30) 

 

або втрати потужності викликані кожним окремим j-м вузлом відпові-
дні кожному ступеню графіка навантаження: 
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Використовуючи вирази (2.31) і (2.26), можна розв’язати зворо-
тну задачу – визначення середньоквадратичного відхилення Bσ  за 
розрахованими межами інтервалу невизначеності змінних втрат елек-
троенергії, що відповідає заданій імовірності знаходження реальних 
змінних втрат minW∆  у межах даного інтервалу:  
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,                   (2.32) 

 

де  РЕМp ij j ijP T SΣ Σ∆ = ⋅   – значення розрахункових змінних втрат потуж-

ності.  
Математичне очікування втрат потужності можна оцінити сере-

днім з її можливих значень: 
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Таким чином, для побудови типового графіка втрат потужності 
викликаних кожним окремим вузлом відповідно до заданої йому ТГН 
(див п.п.2.2.1) необхідно скористатись виразом: 

 

РЕМ РЕМΣ  ( )ТГН мах
ij i

ТГВ
ij j ij jP T S T М P PΣ Σ∆ = ⋅ = ⋅ ⋅                 (2.33) 

 

Середньоквадратичне відхилення B ijσ  відповідне до кожного 

ступеня графіка ТГВ розраховується за виразом (2.32) за мінімальним 
значенням min  ijP∆  визначеним відповідно до виразу (2.33). 

Пропонований метод формування типових графіків втрат елект-
роенергії в розподільних електричних мережах 10(6) кВ базується на 
результатах оцінки стану мережі. Застосування пропонованих типових 
графіків втрат потужності дає змогу виокремлювати у структурі бала-
нсу електроенергії значення втрат для кожного об’єкта обліку та ство-
рити передумови для адресного внесення вартості розподілу електро-
енергії до тарифу для кінцевого споживача. 

 

Висновки по розділу 2 

1. Систематизовано та досліджено можливості підвищення спо-
стережності розподільних електричних мереж з використанням при-
строїв Smart Metering, агрегованої інформації автоматизованих систем 
комерційного обліку електроенергії та псевдовимірювань. Доцільність 
застосування результатів оцінки стану розподільних електричних 
мереж у інформаційних системах для аналізу енергоефективності 
електричних мереж необхідно перевірити експериментальним шля-
хом. 

2. Розроблено метод зворотного перетворення зафіксованих об-
сягів спожитої електроенергії у псевдовимірювання графіків електри-
чних навантажень споживачів з використанням типових графіків на-
вантаження та генерування відновлювальних джерел енергії, а також 
оцінки стану електричних мереж. Використання даних з систем обліку 
електроенергії для доповнення вектору стану електричних мереж ін-
формацією про зміни потужності у неспостережних вузлах дає змогу 
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підвищити адекватність моделювання режимів розподільних мереж 
10(6) кВ та якість розроблення електроощадних заходів. 

3. Використовуючи математичний апарат аналізу чутливості й 
багатокритеріального аналізу вдосконалено метод оптимізації розмі-
щення та послідовності впровадження засобів обліку електроенергії 
Smart Metering у розподільних мережах 10(6) кВ. Застосування методу 
сприятиме зменшенню капіталовкладень та експлуатаційних видатків 
завдяки врахуванню технічних особливостей мереж, а також чутливо-
сті параметрів режиму мереж до місця встановлення засобів Smart 
Metering. 

4. Запропоновано метод формування типових графіків втрат 
електроенергії в розподільних електричних мережах 10(6) кВ на осно-
ві результатів оцінки стану мереж та матриці коефіцієнтів розподілу 
втрат. Застосування пропонованих типових графіків втрат потужності 
дасть змогу виокремлювати у структурі балансу електроенергії зна-
чення втрат для кожного об’єкта обліку та створити передумови для 
адресного внесення вартості розподілу електроенергії до тарифу для 
кінцевого споживача. 
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3 СТРУКТУРА ІНФОРМАЦІЙНОЇ СИСТЕМИ  
АНАЛІЗУ ВТРАТ ЕЛЕКТРОЕНЕРГІЇ  

У РОЗПОДІЛЬНИХ МЕРЕЖАХ  
ТА АЛГОРИТМИ ЇЇ ФУНКЦІОНУВАННЯ 

Забезпечення процесу аналізу енергоефективності розподіль-
них електричних мереж в сучасних умовах, передбачає впроваджен-
ня інформаційних систем (див п. 1.1), що не тільки прискорює та 
спрощує цей процес, але і створює умови для побудови інтегрованих 
систем керування. Використання таких систем потребує вдоскона-
лення і розробки технічного, інформаційного та програмного забез-
печення. Таким чином, розробка алгоритмів практичної реалізації 
методів підвищення спостережності розподільних електричних ме-
реж з використанням пристроїв Smart Metering та псевдовимірювань, 
дозволить використати їх у інформаційній системі (див. п. 1.1) та 
підвищить достовірність результатів аналізу втрат електроенергії 
розподільних електричних мереж.  

Даний розділ присвячено розробці базових алгоритмів оцінки 
стану розподільних електричних мереж з використанням пристроїв 
Smart Metering та псевдовимірювань. В розділі приведено алгоритми 
використання типових графіків електричних навантажень та генеру-
вання ВДЕ для підвищення спостережності розподільної електричної 
мережі, а також алгоритми визначення типових графіків втрат поту-
жності, на базі розроблених методів.Також у розділі наведено алго-
ритми визначення оптимальної послідовності впровадження засобів 
обліку електроенергії Smart Metering із застосуванням математично-
го апарату чутливості та багатокритеріального аналізу.  

Розроблені алгоритми дозволяють істотно підвищити ефектив-
ність процесу розробки програмних засобів аналізу енергоефектив-
ності розподільних електричних мереж, оптимально організувати 
управління розробкою, планувати і контролювати термінами вико-
нання окремих її етапів. 
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3.1  Аналіз інформаційного забезпечення АТ 
«Вінницяобленерго» 

3.1.1 Інформація щодо розміщення пристроїв фіксації/аналізу 
показників якості електроенергії АТ «Вінницяобленерго» 

На сьогодні в АТ «Вінницяобленерго» прилади фіксації/аналізу 
показників якості електроенергії встановлені лише в місцях приєд-
нання СЕС.  

Для забезпечення моніторингу якості електроенергії в системі 
розподілу та для виконання вимог пункту 6.3.4. Розділу 6 «Вимірю-
вання параметрів електричної енергії» Кодексу системи розподілу 
необхідно закупити переносні та стаціонарні прилади фіксації/аналізу 
показників якості електроенергії: 
• Для вимірювань на шинах середньої напруги підстанції ВН/СН та 

СН/СН сертифіковані прилади класу «А»; 
• Для вимірювань на шинах низької напруги підстанції СН/НН та для 

реагування на скарги споживачів сертифіковані приладу класу «S». 
Прилади повинні відповідати вимогам ДСТУ EN 50160:2014 та 

ДСТУ IEC 61000-4-30:2010. 
На 01.01.2019 року в Товаристві є в наявності багатофункціона-

льні трифазні електронні лічильники типу SL7000, які встановленні на 
межі балансової належності ПС-110-35-10/6 кВ та задіяні в АСКОЕ АТ 
«Вінницяобленерго». Лічильники SL7000 мають можливість фіксувати 
рівень напруги електричної енергії та надавати інформацію в АСКОЕ. 

Лічильники SL7000 дозволяють, крім вимірювань параметрів 
електроспоживання, проводити ряд додаткових вимірювань якості 
електричної енергії. Лічильники прямого і трансформаторного вклю-
чення володіють розширеними функціональними можливостями, що 
дозволяють організувати багатотарифний облік електроенергії, авто-
матичне зчитування та архівацію розрахункових параметрів. Лічиль-
ники можна використати на всій території області завдяки універсаль-
ному джерелу живлення та плавному діапазону вимірювань. 

Перевагами лічильників SL7000 є: 
- моніторинг якості електроенергії; 
- поліпшені комунікаційні можливості; 
- можливість підключення до зовнішнього (резервного) джерела жив-

лення (змінного/постійного струму 48-400В); 
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- багатоканальна реєстрація графіків навантаження; 
- розширена функціональність з гнучкою можливістю конфігурації; 
- спеціальні функції для захисту від розкрадань електроенергії; 
- можливість застосування в суворих умовах навколишнього середо-

вища; 
- сумісність з протоколом DLMS-COSEM; 
- розрахунок миттєвих значень навантаження і Cos φ (значення онов-

люються кожну 1 сек); 
- розрахунок усередненої потужності (навантаження) за період інтег-

рації; 
- розрахунок Cos φ за період інтеграції; 
- розрахунок мінімального Cos φ за період інтеграції і збереження в 

пам'яті найменшого значення; 
- розрахунок і збереження усередненого, за розрахунковий період, 

Cos φ; 
- розрахунок максимальних значень потужності і збереження 5  мак-

симумів навантаження за розрахунковий період; 
- порівняння поточного значення потужності з пороговою величиною 

з метою контролю перевищення заданого ліміту; 
- формування тимчасових міток для кожної з зберігаються величин; 
- формування і збереження накопичувальних і нетто регістрів макси-

муму потужності при виконанні операції Скидання МН / ОРП. 
Оснащення такими лічильниками всіх точок обліку дозволить за-

безпечити спостережність розподільної електричної мережі. Однак, 
висока вартість пристроїв Smart Metering та необхідність великої кіль-
кості точок вимірювань змушують електропостачальні організації об-
межувати впровадження Smart Metering з метою зменшення інвестицій. 
Тому доцільним є визначення оптимальної послідовності впроваджен-
ня засобів обліку електроенергії Smart Metering із застосуванням мате-
матичного апарату чутливості та багатокритеріального аналізу. 

3.1.2 Структура інформаційного забезпечення АТ 
«Вінницяобленерго» 

На сьогодні інформаційне забезпечення АТ «Вінницяобленер-
го» підтримується такими системами: 

– автоматизована система диспетчерського та технологічного ке-
рування (АСДТК); 
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– автоматизована система комерційного обліку для комерційних 
розрахунків; 

–  автоматизована система обліку електроенергії для побутових 
споживачів. 

Для вирішення задач поставлених у роботі доцільно використа-
ти інформацію, що забезпечується двома першими системами. Розг-
лянемо ці системи більш детально. 

АСДТК повинна забезпечувати єдину систему вимірювань і ре-
єстрації технологічних параметрів, моніторинг і діагностику стану 
устаткування та режиму мережі в нормальних та аварійних режимах, 
керування оперативними перемиканнями з пунктів управління.  

Її побудова повинна забезпечити підвищення керованості тех-
нологічних і бізнес процесів у ОСР за рахунок централізації та систе-
матизації всієї наявної інформації, а також надання оперативного дос-
тупу до неї керівникам вищої та середньої ланки. На рис.3.1 зображе-
на схема побудови АСДТК. 

 

 

Рисунок 3.1 – Схема побудови АСДТК 
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Оперативно-інформаційний комплекс (ОІК АСДТК) АТ «ВІН-
НИЦЯОБЛЕНЕРГО» передбачає побудову чотирирівневої системи:  
- Над верхній рівень ОІК ЦДС - (ОІК АСДТК є інтегрований ком-

плекс спеціалізованого системного, прикладного, бібліотечного, ін-
струментального та сервісного програмного забезпечення (ПО), а 
також програмних засобів SCADA систем для створення диспетчер-
ських інформаційно-керуючих систем реального часу). 

- Верхній рівень ОІК РЕМ.  
- Середній рівень (ПЛК – спеціалізований мікропроцесорний при-

стрій, призначений для керування виробничими процесами в умо-
вах промислового середовища в реальному масштабі часу). 

- Нижній рівень (Давачі (перетворювачі), мультиметри, давачі поло-
ження стану вимикачів та комутаційного обладнання, кінцеві давачі 
сигналу, що підключаються по будь-яким аналоговим, дискретним, 
імпульсним, цифровим інтерфейсам зв’язку). 

АСКОЕ є ієрархічною системою, що забезпечує автоматизова-
ний облік електричної енергії на основі даних, одержуваних безпосе-
редньо від лічильників і/або вимірювальних перетворювачів електри-
чної енергії [101]. В загальному випадку АСКОЕ містять два або три 
рівні (рис. 3.2): 
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Рисунок 3.2 – Узагальнена структура АСКОЕ 
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• нижній рівень – первинні вимірювальні перетворювачі (ПВП) з 
телеметричними виходами, з безперервним або мінімальним інтер-
валом усереднювання вимірювальних параметрів електроенергії; 

• середній рівень – контролери (спеціалізовані вимірювальні системи 
або багатофункціональні програмовані перетворювачі) з вбудова-
ним програмним забезпеченням обліку, які здійснюють в заданому 
циклі інтервалу усереднювання цілодобовий збір вимірювальних 
даних з територіально розподілених ПВП, накопичення, оброблення 
і передавання цих даних на верхній рівень; 

• верхній рівень – персональний комп’ютер (ПК) із спеціалізованим 
програмним забезпеченням АСКОЕ, що здійснює збір інформації з 
контролера (або групи контролерів) середнього рівня, підсумкове 
оброблення цієї інформації як по точках обліку, так і по їх групах 
(підрозділам і об’єктам підприємства), відображення і документу-
вання даних обліку у вигляді, зручному для аналізу і ухвалення рі-
шень (керування) оперативним персоналом служби головного енер-
гетика і керівництвом підприємства. 

Нижній рівень АСКОЕ пов’язаний із середнім рівнем вимірюва-
льними каналами, в які входять всі вимірювальні засоби і лінії зв’язку 
від точки обліку до контролера. 

Середній рівень АСКОЕ поєднаний з верхнім рівнем каналом 
зв’язку, в якості якого можуть використовуватися фізичні проводові 
лінії зв’язку. 

Основною метою створення АСКОЕ є вирішення на основі точ-
ної й оперативно одержуваної інформації питань підвищення ефекти-
вності і раціонального використання паливно-енергетичних ресурсів, 
енергозбереження, локалізації втрат електроенергії, а також вирішен-
ня питань фінансових взаємовідносин [101]. 

АСКОЕ повинні встановлюватись на окремому периметрі вимі-
рювання зі складанням балансу споживання електричної енергії у ньому. 

Черговість встановлення АСКОЕ на периметрах вимірювань ви-
значається за результатами пофідерного аналізу (балансу) за умови 
перевищення нормативу технологічних витрат у електромережах з 
техніко-економічним обґрунтуванням та розрахунком економічного 
ефекту [13]. 

Основними кандидатами на першочерговість улаштування ав-
томатизованих систем обліку є: 
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1. Енерговузли з найбільшим відсотком втрат електричної енергії; 
2. Енерговузли з обмеженим доступом до приладів обліку; 
3. Найбільш енергоємні вузли; 
4. Енерговузли з низькою якістю електропостачання. 

Таким чином системи АСДТК та АСКОЕ є саме тими системами 
у які можуть бути впроваджені розроблені у попередніх розділах ме-
тоди і алгоритми. 
 

3.2 Алгоритми підвищення спостережності розподільних 
електричних мереж з використанням пристроїв Smart 
Metering та псевдовимірювань 

3.2.1 Використання типових графіків електричних 
навантажень для підвищення спостережності розподільних мереж 

У п.п. 2.2 розроблено метод підвищення спостережності розпо-
дільних електричних мереж з використанням псевдовимірювань у 
вигляді типових графіків електричних навантажень. Застосування 
даного методу для підвищення спостережності розподільних електри-
чних мереж передбачає застосування процедури зворотного інтегру-
вання інформації з білінгової системи та визначення максимального 
спожитого значення потужності Pi

мах.  
Алгоритм визначення максимального спожитого значення по-

тужності та псевдовимірюваннями (див. п.п. 2.1) з урахуванням інфо-
рмації ТГН у явному вигляді приведено на рис. 3.3. 

У відповідності до наведеного алгоритму співставлення КВЕД 
[102] заданих вузлів з інформацією про ТГН «Альбому типових графі-
ків електричних навантажень» [103], вибірку ТГН та їх середньоквад-
ратичних відхилень для кожного часу доби відповідно до заданого 
списку псведовимірювань у вузлах θв винесено на початок алгоритму, 
оскільки даний етап не потребує обчислень. Також на етапі введення 
початкових даних зчитується інформація про спожиту електроенергії 
із білінгової підсистеми, яка зберігається там у агрегованому вигляді 
відповідно до встановленої тривалості подачі показників. Зазвичай 
період агрегування інформації у білінговій підсистемі становить 30 
календарних днів. Тому отриману інформацію WБ необхідно привести 
до 1 доби. 
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Виведення результатів для відображення

Введення початкових даних:
зчитування заданого списку вузлів псевдовимірювань θв, 

матриць ТГН PТГН та σТГН відповідних КВЕД θв,
вектору інформації з білінгової підсистеми WБ  

i=1, θв

i=1, θв

j=1,24

Розрахунок вектору максимальних значень спожитої  
потужності  

Доповнення цільової функції оцінки стану 
псевдовимірюваннями ТГН

( ) ( ) ( ) ( ) ( )
12 2

TSM SM
SM ТГН

ТГН ТГН

z z
J x h x diag h x

z z

−       = − σ σ −                 

Оцінювання стану
Виконання підпрограми оцінки стану розподільної 

   
max( )ТГН

ij
ТГ

i
Н

ij М P Pz = ⋅

 
max

24

1

/ 30

( )

Б
i

ТГ
i

j

Н
ij

P W

М P
=

=

∑

 
 

Рисунок 3.3 – Алгоритм доповнення цільової функції оцінки стану 
псевдовимірюваннями ТГН 
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На наступному етапі циклічно, за кількістю вузлів у заданому 
списку θв розраховуються максимальні значення спожитої потужності 
для кожного вузла псевдовимірювань (див.п.п.2.2.1) та у абсолютних 
одиницях за виразом: 

 

max
24

1

/ 30

( )

Б
i

ТГ
i

j

Н
ij

P W

М P
=

=

∑
 

 

За результатами розрахунку Pmax формується вектор псевдови-
мірювань що відповідає зазначеним КВЕД споживачів:  

 
max( )ТГН

ij
ТГ

i
Н

ij М P Pz = ⋅  
 

Отримані псевдовимірювання доповнюють вектор спостережен-
ня z, що вміщує вимірювання отримані з пристроїв Smart Metering та 
підвищують спостережність розподільної електричної мережі до рів-
ня, що дозволяє ідентифікувати її стан. 

Після доповнення вектору стану цільова функція оцінки стану 
приймає такий вигляд:  

 

( ) ( ) ( ) ( ) ( )
12 2

min
TSM SM

SM ТГН
ТГН ТГН

z z
J x h x diag h x

z z

−       = − σ σ − →                 
 

 

та передається у підсистему оцінки стану.  
У цьому випадку похибка оцінки стану вузлів із псевдовимірю-

ваннями буде значно перевищувати похибку вузлів із виміряною ін-
формацією відповідно до заданих середньоквадратичних відхилень 

ТГН
iσ  та виразу (2.2). 

3.2.2 Алгоритм врахування надходжень електроенергії з 
відновлюваних джерел для підвищення спостережності 
розподільних мереж 

Алгоритм застосування пропонованого у п.п.2.2.2 методу враху-
вання електроенергії генерованої відновлювальними джерелами енер-
гії у задачі підвищення спостережності розподільної електричної ме-
режі приведено на рис. 3.4. 
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Виведення результатів для відображення

Введення початкових даних:
зчитування  списку вузлів псевдовимірювань ВДЕ θВДЕ,

типових погодинних профілів генерування ТГН PТГГ та σТГГ 
встановленої потужності станцій PВДЕ  

i=1, θВДЕ

j=1,24

Доповнення цільової функції оцінки стану 
псевдовимірюваннями ТГГ

Оцінювання стану
Виконання підпрограми оцінки стану розподільної мережі

Формування вектору псевдовимірювань вузлів ВДЕ

 

Рисунок 3.4 – Алгоритм врахування електроенергії генерованої  
відновлювальними джерелами енергії 

 
 
Застосування наведеного алгоритму передбачає використання 

типових погодинних графіків генерування для відновлення втраченої 
інформації про обсяг електричної енергії, який відпущений в електри-
чну мережу ВДЕ або прогнозування її виробітку.  
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Типові добові графіки генерування формуються на основі типо-
вих наборів даних про метеорологічний рік для конкретної місцевості 
з прив’язкою до місяця. 

Для фотовольтаїчних електричних станцій на основі типового 
графіку сонячної погодинної інсоляції спI  формується типовий гра-
фік генерування потужності для вказаного ВДЕ за виразом (див. 
п.п. 2.2.2): 

 

%ij

ТГГ
тер сп фмP F I Pη= ⋅ ⋅ ⋅ ∆  

 

Для вітрових електричних станцій типові набори даних про ме-
теорологічний рік в частині швидкості вітру перераховуються відпо-
відно до залежностей потужності вітрогенераторів від швидкості вітру 
(див.п.п. 2.2.2) 

За результатами розрахунку ijP  формується вектор псевдовимі-

рювань що відповідає зазначеним типовим графікам генерування: 
 

. 
 

Наступним кроком алгоритму псевдовимірювання генерування 
потужності ВДЕ доповнюють вектор спостереження z, що вміщує 
вимірювання отримані з пристроїв Smart Metering, псевдовимірюван-
ня отримані на базі ТГВ (див. п.п.2.2.1). Після доповнення вектору 
стану цільова функція оцінки стану приймає такий вигляд: 

 

( ) ( ) ( ) ( ) ( )

( )

12 2 2

min

TSM

ТГН SM ТГН ТГГ

ТГГ

SM

ТГН

ТГГ

z
J x z h x diag

z

z
z h x
z

−
  
    = − σ σ σ ×         
  
  × − →  
    

 

 

Доповнена цільова функція передається у підсистему оцінки 
стану. За допомогою процедури оцінки стану використані ТГГ та ТГН 
уточнюються відповідно до попередньо заданої похибки. Отримані 
результати максимально точно відповідають значенням виміряним за 
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допомогою пристроїв Smart Metering та балансуються відповідно до 
графіка надходження електроенергії виміряного у голові фідера.  

Результати, отримані на основі розробленого методу та алгори-
тму, дозволяють ідентифікувати стан електричної мережі та підвищи-
ти її спостережність для розподільних електричних мереж з ВДЕ. Під-
вищення спостережності ЕМ дозволить підвищити точність аналізу 
енергоефективності розподільних мереж за розрахунковий період та 
підвищити точність визначення НЗТВЕ. 

3.2.3 Базові алгоритми оцінки стану розподільних 
електричних мереж з використанням пристроїв Smart Metering та 
псевдовимірювань 

Розроблені у п.п. 2.2 методи підвищення спостережності ЕМ та 
їх алгоритми (див. п.п. 3.2.1 і 3.2.2) призначені для використання у 
задачі розрахунку та аналізу втрат електроенергії в електричних ме-
режах та їх структурування. Розв’язання вказаної задачі потребує за-
стосування алгоритму оцінки стану (див. п.п. 2.1) у якості базової 
процедури, що буде використана для отримання кінцевого результату, 
а саме уточненого значення технічних втрат електроенергії розподіль-
них електричних мереж. 

На основі наявної інформації базовий алгоритм оцінки стану 
складається з таких етапів: 

1. Попередня фільтрація вимірювань: перевірка отриманої 
множини даних для виявлення та усунення вимірювань, які явно по-
милкові (негативні значення напруги, потужність потоків виходить за 
межі діапазону, тощо). 

2. Аналіз топології електричної мережі: на основі стану кому-
таційних пристроїв та інформації про зв’язність схеми будується ма-
тематична модель електричної мережі. 

3. Аналіз спостережності: виконується аналіз достатності на-
явної інформації для оцінки стану електричної мережі. Якщо спосте-
режною є лише частина мережі, то для неї визначаються спостережні 
ділянки. 

4. Оцінка стану: обчислюється статистично оптимальний стан 
мережі або стан, який найкраще відповідає заданому набору режим-
них параметрів та її топології з урахуванням точності наявних вимі-
рювань. 
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5. Контроль помилкової обробки даних: на основі статистичних 
залежностей, ця функція виявляє наявність потенційних помилок у 
наборі вимірювань. Якщо кількість помилок не перевищує допусти-
мої, то їх можна виявити та усунути.  

Математична модель та необхідні етапи оцінки стану приведено 
у п.п. 2.1.2. У відповідності до наведених етапів та математичних ви-
разів блок-схема застосування базового алгоритму оцінки стану має 
вигляд показаний на рис. 3.5. 

Наведений алгоритм ілюструє ітеративна процедуру засновану 
на нормальних рівняннях. 

На початку алгоритму задається вектор стану з початковими на-
ближеннями у вигляді вимірювань Smart Metering та псевдовимірю-
вань, встановлюється лічильник ітерацій k = 0. Готується оптимальне 
сортування рядків та стовпців, для якого необхідні лише ненульові 
елементи. На наступному кроці обчислюється похибка вимірювань 

( )k kz z h x∆ = − . Наведений алгоритм передбачає виконання хоча б од-
нієї ітерації незалежно від початкових даних. Наступним кроком об-
числюється матриця Якобі за виразом: 

 

x
)x(h)x(H

∂
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= . 

 

Відповідно до поставленої задачі у якості вимірювань викорис-
товуються показники лічильників та псевдовимірювання у вузлах. 
Тому вирази для знаходження елементів матриці Якобі матимуть та-
кий вигляд: 
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Введення початкових даних:
Задається вектор стану з початковими наближеннями

у вигляді вимірювань SM та псевдовимірювань ТГН і ТГГ

Обчислюється похибка вимірювань: 

Виведення результатів для відображення

 ( )k kz z h x∆ = −

 біан по заданим вимірюванням: 
 

x
)x(h)x(H

∂
∂

=

ться матриця посилення: 
 )x(WH)x(H)x(G T=

ється система лінійних рівнянь: 
 k T kG x H W z∆ = ∆

  стану та ітераційний лічильник: 
 kk1k xxx ∆+=+

 1k k= +

сть досягнута?

так

 x ξ∆ <

 
 

Рисунок 3.5 – Блок-схема застосування базового алгоритму  
оцінки стану 
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Відповідно до розрахованої матриці Якобі визначається матри-
ця посилення: 

 

)x(WH)x(H)x(G T= . 
 

Наступним кроком алгоритм передбачає розв`язання лінійної 
системи рівнянь: 

 
k T kG x H W z∆ = ∆ . 

 

Після розв’язання системи рівнянь вектор стану kk1k xxx ∆+=+  
оновлюється і процес повторюється.  

Якщо будь-який з елементів Δx ξ<  менше заданого порогу збі-
жності ξ , повертаємся до кроку 2. В іншому випадку - зупиняємось. 

Пропонований алгоритм використовується для визначення ти-
пових графіків втрат потужності та визначення оптимальної послідов-
ності впровадження засобів обліку електроенергії Smart Metering із 
застосуванням математичного апарату чутливості та багатокритеріа-
льного аналізу. 

 

3.3 Алгоритми визначення типових графіків втрат 
потужності у розподільних мережах 

3.3.1 Визначення коефіцієнтів розподілу втрат потужності 
між вузлами розподільних мереж 

У п. 2.3 розроблено метод визначення оптимальної послідовнос-
ті впровадження засобів обліку електроенергії Smart Metering із засто-
суванням математичного апарату чутливості та багатокритеріального 
аналізу. 

Застосування даного методу передбачає визначення вектору ко-
ефіцієнтів розподілу втрат потужності у схемі від потужності наван-
таження кожної ТП та базується на результатах оцінки стану ЕМ (див. 
п.п. 2.1.2 та п.п.3.2.3). Алгоритм визначення коефіцієнтів розподілу 
втрат потужності приведено на рис. 3.6. 

У відповідності до наведеного алгоритму, введення початкових 
даних, а також формування вектору стану винесено на початок алго-
ритму, оскільки даний етап не потребує обчислень. 
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Визначення матриці коефіцієнтів струморозподілу

Виведення результатів для відображення

i=1,в

Визначення матриці коефіцієнтів 

Визначення вектору коефіцієнтів чутливості параметрів режиму 
віток схеми до навантаження або генерування

Визначення вектору напруг у вузлах

Формування масивів даних

Введення початкових даних:
Задається вектор стану з початковими наближеннями

у вигляді вимірювань SM та псевдовимірювань ТГН і ТГГ

Оцінювання стануВиконання підпрограми оцінювання стану розподільної 
мережі

 
k, , ΣдS U M  

 
t t д=U n U 

 1 1
РЕМ в kt k( diag( ))j− −= + +C z M Y G B

 1
РЕМi t ki РЕМi( ) −

Σ= дT U M C U


   

 T
РЕМ РЕМΣ = ⋅ вT T n 

 

Рисунок 3.6 – Алгоритм визначення коефіцієнтів розподілу  
втрат потужності 

 
Відповідно до введених даних виконується оцінка стану елект-

ричної мережі. Такий підхід дозволяє врахувати спади напруги у віт-
ках схеми та зберігає нелінійну залежність втрат від параметрів режи-
му, враховує неузгодженість вимірювань та псевдовимірювань. Оцін-
ка стану виконується на основі алгоритму наведено у п.п.3.2.3. 



83 

За результатами розрахунків формуються масиви напруги U  і 

дU  у вузлах і уточнений вектор потужностей навантажень S  з ураху-
ванням очікуваних середньоквадратичних відхилень окремих вимірю-

вань 
12 2 2

1 2, , , mW diag
−

 = σ σ σ  . 

Як показано на рис. 3.6, після уточнення початкових даних роз-
раховується матриця коефіцієнтів струморозподілу з врахуванням 
поперечної складової схеми заміщення трансформатора методом оди-
ничних струмів або за формулою (2.19): 

 
1 1

РЕМ в kt k( diag( ))j− −= + +C z M Y G B . 
 

Далі, у відповідності з алгоритмом, по рядках формується мат-
риця коефіцієнтів розподілу втрат потужності РЕМiT  з використанням 
матричного співвідношення (2.20): 

 
1

РЕМi t ki РЕМi( ) −
Σ= дT U M C U



    . 
 

Для визначення режимного критерію оптимальності встанов-
лення пристроїв Smart Metering з використанням матриці РЕМT , на 
наступному кроці алгоритму розраховується вектор коефіцієнтів чут-
ливості параметрів режиму віток схеми до навантаження або генеру-
вання у вузлах РЕМ за таким виразом: 

 
T

РЕМ РЕМΣ = ⋅ вT T n 

. 
 

Коефіцієнти розподілу втрат потужності РЕМΣT  приведені до ТП 
та вказують на частку втрат потужності викликаних цією ТП у елект-
ричній мережі. 

Отримані результати виводяться для відображення та аналізу. 

3.3.2 Визначення типових графіків втрат потужності у 
розподільних мережах 

У п.п. 2.5 розроблено метод визначення типових графіків втрат 
потужності для ТП. Використання вказаного методу дозволить виок-
ремлювати у структурі балансу електроенергії значення втрат для 
кожного об’єкта обліку та створити передумови для адресного вне-
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сення вартості розподілу електроенергії до тарифу для кінцевого спо-
живача. Алгоритм застосування пропонованого методу приведено на 
рис. 3.7. 

Робота пропонованого алгоритму передбачає наявність набору 
режимів електричної мережі поданих у вигляді виміряних або розра-
хункових графіків навантаження ТП. Відповідно до першого етапу 
роботи алгоритм передбачає виконання програми оцінки стану для 
узгодження наявної інформації про параметри режиму за алгоритмом 
(див. п.п. 3.2.3). На основі результатів оцінки стану режимів визнача-
ються коефіцієнти розподілу втрат потужності за алгоритмом визна-
чення коефіцієнтів розподілу втрат потужності (див. п.п. 3.3.1). 

Наступним етапом передбачено пошук статистично рівноваж-
них станів втрат потужності. На даному етапі відбувається фільтрація 
отриманої інформації для видалення грубих помилок та локальних 
викидів навантаження. 

Далі відбувається запуск алгоритму кластеризації коефіцієнтів 
розподілу втрат потужності для групування типових режимів елект-
ричної мережі за святковими, вихідними і робочими днями та утво-
рення кластерів схожих між собою графіків навантажень. 

На основі отриманих кластерів графіків навантажень визнача-
ються середньозважені коефіцієнти розподілу втрат потужності, які 
використовуються для визначення типових графіків втрат потужності 
кожної ТП за виразом: 

 

РЕМΣ  ( ) ( )ТГН
ij

ТГВ
ij jP М PTМ ∆ = ⋅ , 

 
або у іменованих одиницях: 
 

РЕМ РЕМΣ  ( )ТГН мах
ij i

ТГВ
ij j ij jP T S T М P PΣ Σ∆ = ⋅ = ⋅ ⋅  . 

 
Отримані результати виводяться для відображення та можуть 

використовуватись у вигляді типових графіків втрат потужності та 
можуть використовуватись для виокремлювати у структурі балансу 
електроенергії значення втрат для кожного об’єкта обліку та створю-
вати передумови для адресного внесення вартості розподілу електрое-
нергії до тарифу для кінцевого споживача. 
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Виведення результатів для відображення

Введення початкових даних:
введення параметрів мережі,

діючих або розрахункових графіків навантаження
для заданого переліку режимів електричної мережі θР 

i=1, θР

j=1,24

Визначення типового графіку втрат потужності

Оцінювання стану
Виконання підпрограми оцінювання стану розподільної 

мережі

Оцінювання стану
Виконання підпрограми визначення коефіцієнтів розподілу 

втрат потужності

Оцінювання стану

Оцінювання стану

Визначення середньозважених коефіцієнтів розподілу втрат 
потужності кожного кластеру коефіцієнтів розподілу

Пошук статистично рівноважних станів втрат потужності

Виконання алгоритму кластеризації коефіцієнтів розподілу 
втрат потужності 

 
 

Рисунок 3.7 – Алгоритм визначення типових графіків  
втрат потужності 
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3.4 Алгоритм визначення послідовності впровадження 
засобів обліку електроенергії Smart Metering у розподільних 
мережах 

Досліджені математичні моделі багатокритеріального аналізу 
варіантів та розроблена структура факторів, які впливають на спосте-
режність електричної мережі дають можливість побудувати алгоритм 
методу визначення оптимальної послідовності встановлення пристро-
їв Smart Metering на ТП наведений на рис. 3.8. 

 

Введення початкових даних:
введення параметрів мережі та розрахункових навантажень, 

введення інформації щодо важливості окремих критеріїв

Оцінювання стануВиконання підпрограми оцінки стану розподільної мережі

Нормування коефіцієнтів чутливості відносно максимального 
значення

Оцінювання стануВиконання підпрограми визначення коефіцієнтів розподілу 
втрат потужності

Виведення результатів для відображення

Оцінювання стануФормування матриці порівняння Сааті

Оцінювання стануВизначення коефіцієнтів відносної важливості критеріїв wi

Оцінювання стануФормування матриці гри v

Оцінювання стануРеалізація мінімаксного приницпу

Оцінювання стануРанжування ТП-10(6)кВ встановлення засобів обліку 
електроенергії Smart Metering у яких призведе, до 
підвищення спостережності електричної мережі

 
 

Рисунок 3.8 – Алгоритм визначення послідовності впровадження  
засобів обліку електроенергії Smart Metering у розподільних мережах 
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Етапи оцінки стану, визначення коефіцієнтів розподілу та їх но-
рмування можна вважати підготовчими, тобто їх може виконати спе-
ціаліст з розрахунків електричних режимів та аналізу технологічних 
витрат електроенергії один раз. Реалізація цих кроків передбачає вве-
дення експертної інформації, щодо важливості кожної групи та фак-
торів, які входять до складу останніх. 

Наступним етапом передбачено використання методу аналізу 
ієрархій Сааті (див. п.п .2.3). На цьому етапі формується матриця по-
парного порівняння та рівень переваги відповідних критеріїв. На базі 
визначених рівнів переваги розраховуються коефіцієнти відносної 
важливості критеріїв w та складається матриця гри з урахуванням 
коефіцієнтів впливовості.  

Матриця гри ν заповнюється характеристиками окремих ТП 
10(6) кВ по кожній з них у вигляді оцінок з інтервалу [0, 1]. Степеня-
ми даних характеристик будуть коефіцієнти важливості критеріїв w. 

Останнім кроком є реалізація мінімаксного принципу результа-
том якого є послідовність впровадження пристроїв обліку на ТП за 
режимними та технічними (матеріальними) параметрами, тобто при-
йняття рішення щодо необхідності першочергового впровадження 
Smart Metering саме на цій ТП фідера. 

 

Висновки по розділу 3 

1. Запропоновано алгоритми практичної реалізації методу під-
вищення спостережності розподільних електричних мереж з викорис-
танням пристроїв Smart Metering та псевдовимірювань. Розроблені 
алгоритми використовують типові графіки електричних навантажень 
та враховують електроенергію генеровану відновлювальними джере-
лами енергії для підвищення спостережності розподільної електричної 
мережі. Для оцінки ефективності алгоритмів практичної реалізації 
методу підвищення спостережності запропоновано базові алгоритми 
оцінки стану розподільних електричних. 

2. Запропоновано алгоритм визначення коефіцієнтів розподілу 
втрат потужності у схемі від потужності навантаження. Розраховані 
коефіцієнти розподілу втрат потужності можна використати у якості 
режимних критеріїв для вибору оптимального місця розташування 
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пристроїв Smart Metering, а також у алгоритмі визначення типових 
графіків втрат потужності. 

3. Застосування розробленого алгоритму визначення типових 
графіків втрат потужності дозволить автоматизувати уточнення стру-
ктури балансу електроенергії для кожного об’єкта обліку та сотворити 
набір типових графіків втрат потужності для кожної ТП залежно від 
періоду року. Це створить передумови для адресного внесення варто-
сті розподілу електроенергії до тарифу для кінцевого споживача. 

4. Використання алгоритму визначення оптимальної послідов-
ності впровадження засобів обліку електроенергії Smart Metering із 
застосуванням математичного апарату чутливості та багатокритеріа-
льного аналізу дозволить обґрунтовано розвивати інформаційну стру-
ктуру розподільних ЕМ із застосуванням технології Smart Metering та 
визначати оптимальну послідовність впровадження засобів обліку 
електроенергії Smart Metering (у особливо критичних точках вимірю-
вання) в умовах обмеженого фінансування. 
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4 ПРАКТИЧНІ АСПЕКТИ ПІДВИЩЕННЯ ДОСТОВІРНОСТІ 
РЕЗУЛЬТАТІВ АНАЛІЗУ ВТРАТ ЕЛЕКТРОЕНЕРГІЇ У 

РОЗПОДІЛЬНИХ ЕЛЕКТРИЧНИХ МЕРЕЖАХ З 
ВИКОРИСТАННЯМ ПРИСТРОЇВ SMART METERING ТА 

ПСЕВДОВИМІРЮВАНЬ 

У попередніх розділах було запропоновано ряд методів та алго-
ритмів, які дозволяють підвищувати спостережність розподільних 
електричних мереж з використанням пристроїв Smart Metering та псе-
вдовимірювань. У даному розділі виконано ряд практичних розрахун-
ків, які підтверджують адекватність запропонованих методів та праце-
здатність алгоритмів. 

Розрахунки виконувалися, на прикладі фрагменту міських ме-
реж 10 кВ м. Вінниця – фідер Ф-165 підстанції 110/10 кВ «Західна». 
Вказаний фрагмент мережі було обрано з міркувань доступності для 
проведення натурного експерименту, наявності різнотипних спожива-
чів, кабельних вставок, різнотипного трансформаторного обладнання. 
Тобто вказаний фрагмент досить точно відтворює стан розподільних 
електричних мереж, а отримані результати наддадуть можливість 
зробити узагальнені та систематизовані висновки. 

Ефективність та адекватність розроблених методів і алгоритмів 
може бути показана шляхом обчислювального експерименту. В дано-
му розділі на прикладі реальної розподільної електричної мережі по-
казано працездатність та ефективність методів й алгоритмів, що за-
пропоновані в роботі. Виконано практичні розрахунки з використання 
типових графіків електричних навантажень для підвищення спостере-
жності розподільної електричної мережі. Досліджено ефективність 
визначення типових графіків втрат потужності. Визначено оптималь-
ну послідовність впровадження засобів обліку електроенергії 
Smart Metering із застосуванням математичного апарату чутливості та 
багатокритеріального аналізу. За результатами розрахунків запропо-
нована інформаційна система розподільної електричної мережі на базі 
концепції Smart Metering. 
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4.1 Перевірка адекватності результатів відтворення та 
узгодження ТГН 

4.1.1 Результати натурного експерименту на прикладі 
міських кабельних мереж м. Вінниці 

Для фрагменту міських мереж 10 кВ м. Вінниця – фідер Ф-165 
підстанції 110/10 кВ «Західна» (рис. 4.1), що містить 5 ТП 10/0,4 (7 
трансформаторів 10/0,4 кВ) було проведено натурний експеримент з 
метою отримання інформації про повністю спостережну електричну 
мережу з використанням електронних лічильників [6], [11], [104]. 
Параметри схеми електричної мережі наведено у табл.4.1. Отримана 
інформація була використана для перевірки адекватності результатів 
використання розроблених у роботі методів. 
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Рисунок 4.1 – Фрагмент спостережної електричної мережі 10 кВ 
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Таблиця 4.1 – Параметри фрагменту схеми електричної мережі 
10 кВ 

№ по-
чатку 

№ 
кінця 

R, Ом X, Ом B, См 
R0, 
Ом 

X0, 
Ом 

B0, См 
L, 
км 

165 543 0,1435 0,0446 6,4E-05 0,261 0,081 0,000116 0,55 
543 456 0,131 0,041 0,00023 0,131 0,041 0,000232 1 
456 458 0,0773 0,0242 0,00014 0,131 0,041 0,000232 0,59 
456 455 0,0458 0,0144 8,1E-05 0,131 0,041 0,000232 0,35 
455 457 0,0472 0,0148 8,4E-05 0,131 0,041 0,000232 0,36 

 
Використовуючи електронні лічильники (табл. 4.2), для фідера 

було забезпечено синхронізовану реєстрацію параметрів надходження 
та відпуску електроенергії з півгодинним інтервалом протягом 11 діб. 
Таким чином було забезпечено повну спостережність мережі для ви-
значення балансових втрат електроенергії. Крім того, отримано дані 
для оцінювання динаміки розподілу навантаження між підстанціями 
для послідовних півгодинних періодів.  

 
Таблиця 4.2 – Марки лічильників Smart Metering 

ТП “Західна” “Елвін” № 8506 
ТП-455 (Т-1) “Арго” № 409036 
ТП-455 (Т-2) “Арго” № 409022 
ТП-456 (Т-1) “Арго” № 404725 
ТП-456 (Т-2) “Арго” № 404785 
ТП-457 “Арго” № 404700 
ТП-458 “Арго” № 402874 
ТП-543 “Арго” № 409061 

 
Протягом періоду проведення експерименту лічильник на голо-

вній ділянці фідера (клас точності 0,1) зафіксував наступний графік 
надходження електроенергії (рис. 4.2). До вибірки увійшли як робочі 
дні: перша, друга, третя, восьма та дев’ята доба, так і святкові: з чет-
вертої по сьому, десята та одинадцята доба. Перелік споживачів фіде-
ра містить юридичних та побутових абонентів. Останнє дає змогу 
робити узагальнення за результатами аналізу основної та тестової 
вибірок. 
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Рисунок 4.2 – Виміряні значення надходження електроенергії з голо-
вної ділянки фідера ТП 110/10 кВ протягом одинадцяти днів 

 
Серед ТП 10/0,4 кВ, що задіяні у експерименті, були такі що 

живлять промислове навантаження (для них 1,2,3 травня спостеріга-
ється характерний провал), а також «комунально-побутові», характер 
відпуску електроенергії з яких фактично не змінюється у святкові дні 
(рис. 4.3). 

В процесі обробки результатів експерименту було виявлено ряд 
проблем. Так у випадку недостатньої часової синхронізації показників 
різними лічильниками балансові втрати активної енергії не відповіда-
ють дійсним. При цьому неодночасність може проявлятися не за раху-
нок неякісного програмування лічильників (невиконання умов синхро-
нізації часу), а за рахунок різного принципу фіксації даних (наприклад, 
«АРГО» фіксує спожиту електроенергії за 0,5 год., а «ЕЛВІН» – серед-
ню потужність за попередній період, а електроенергії – лише за добу). 
Виявлено також, що в процесі розрахунку режимів міських кабельних 
мереж 10 кВ, а також під час складання балансів реактивної потужності 
обов’язковим є врахування ємнісної генерації кабельних ліній. 

Таким чином для використання отриманих результатів 
обов’язковою є їх синхронізація за допомогою методів оцінки стану 
електричної мережі (див.п.п. 3.1.3 ). 

0
100
200
300
400
500
600
700

00
:3

0
12

:3
0

00
:3

0
12

:3
0

00
:3

0
12

:3
0

00
:3

0
12

:3
0

00
:3

0
12

:3
0

00
:3

0
12

:3
0

00
:3

0
12

:3
0

00
:3

0
12

:3
0

00
:3

0
12

:3
0

00
:3

0
12

:3
0

00
:3

0
12

:3
0

Ел
ек

тр
ое

не
рг

ія
, к

В
т*

г, 
кВ

А
р*

г

Час, год.

Надходження електроенергії

А, кВт*г R, кВАр*г



93 

 а) 

б) 
Рисунок 4.3 – Графіки відпуску електроенергії для промислових ТП-

543 (а) та комунально-побутових ТП-458 (б) споживачів 
 

Реєстрація параметрів та характер графіка надходження та від-
пуску електроенергії засобами Smart Metering за одну добу 26.04 по-
казано на рис. 4.4. Як видно з рис. 4.4 форма графіка відпуску елект-
роенергії по ТП-455, ТП-456, , ТП-457 повторює форму графіка над-
ходження електроенергії. Це пояснюється переважаючим наванта-
женням «комунально-побутових» споживачів. Від ТП-543 отримує 
живлення також ДПТНЗ «Вінницьке вище професійне училище сфери 
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послуг», навантаження якого змінює загальну форму графіка спожи-
вання електроенергії.  

 

а) 

  б) 
 

Рисунок 4.4 – Виміряні значення добового надходження електроенер-
гії з головної ділянки фідера (а) та добового відпуску електроенергії 

споживачів по всім ТП (б) 
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4.1.2 Аналіз ефективності застосування типових графіків 
навантаження для розрахунку псевдовимірювань графіків 
електричних навантажень споживачів 

З метою перевірки ефективності застосування методу зворотно-
го перетворення зафіксованих обсягів спожитої електроенергії у псев-
довимірювання графіків електричних навантажень споживачів з вико-
ристанням типових графіків навантаження розробленого у п.п. 2.2.1 в 
роботі визначено значення максимальної спожитої потужності Pi

мах за 
виразом (2.14): 

 

max
24

1
( )

Б
i

ТГН
i

i

j
j

P W

М P
=

=

∑
. 

 
Результати визначення максимальної спожитої потужності за 

пропонованим методом та за результатами реальних вимірювань на-
ведено у табл. 4.3. 

 
Таблиця 4.3 – Розрахунки максимальної спожитої потужності 

по ТП 

Назва ТП 
ТП-
455 

ТП-
456 

ТП-
457 

ТП-
458 

ТП-
543 

Виміряне значення мак-
симальної спожитої по-
тужності, кВт 

136,6 127,8 129,8 160,8 77,64 

Відтворене значення ма-
ксимальної спожитої 
потужності, кВт 

137.77 136.62 130.9 174.8 66.75 

Похибка відтворення 
максимальної спожитої 
потужності, % 

0.86% 6.90% 0.85% 8.71% 14.03% 

 
Відповідно до розрахункової максимальної спожитої потужності 

по ТП виконано відновлення графіків навантажень всіх ТП. Врахову-
ючи характер навантаження ТП обрано ТГН для «комунально-
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побутових» споживачів [105]. На рис. 4.5 наведено графіки відпуску 
електроенергії, зафіксовані на шинах 0,4 кВ ТП-455 (побутова) та 
відновлений по ТГН графік навантаження за одну добу 26.04.  

 

 
 

Рисунок 4.5 – Відпуск електроенергії, зафіксований на шинах 0,4 кВ 
ТП-455 (побутова) та відновлений по ТГН графік навантаження за 

одну добу 26.04 
 

Аналогічні розрахунки було виконано для всіх ТП 10/0,4 кВ. 
Подібність відновлених ТГН та виміряних результатів було оцінено за 
допомогою середньоквадратичного відхилення відповідно до кожної 
доби вимірювань та ТП. Результати розрахунків показано на рис.4.6. 
Як видно з графіків (рис.4.6) середньоквадратичне відхилення для 
ТГН «комунально-побутових» споживачів складає від 20 до 35%. У 
випадку ТП-543 отримані результати чітко вказують на необхідність 
узгодження ТГН різних КВЕД та виконання кластеризації по робочим 
та вихідним дням, оскільки у навантаженні ТП-543 переважає ТГН 
який відповідає КВЕД закладу освіти [103] у робочі дні та комуналь-
но-побутовий ТГН у вихідні дні. 
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Рисунок 4.6 – Середньоквадратичне відхилення для відтворених ТГН 

 
З метою перевірки ефективності пропонованого у п.п. 2.2.1 ме-

тоду узгодження ТГН за КВЕД споживачів, в роботі виконано узго-
дження ТГН що відповідають «комунально-побутовому» споживанню 
та КВЕД закладу освіти. 

Для визначення узгодженого графіка електричних навантажень 
використано вираз:  

 

( ) max

1
( )

N
ТГН КВЕД
ij рез i n

i

ТГН
ijМz PP k

=

 
= ⋅ ⋅  

∑ . 

 
Для розрахунку прийнято Pmax=0,43 кВт, що відповідає макси-

муму споживання закладу освіти за робочий день 27.04.2007 та 
kКВЕД=0,7. Результати узгодження у графічному вигляді показано на 
рис. 4.7. Середньоквадратичне відхилення узгодженого графіка від 
виміряного приладами Smart Metering складає 8,1%. Аналогічні роз-
рахунки виконано для вихідного дня, що відповідає 01.05.2007 р. Ре-
зультати узгодження у графічному вигляді показано на рис. 4.8. Сере-
дньоквадратичне відхилення узгодженого графіка за ТГН та виміря-
ного приладами Smart Metering складає 2%. 
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Рисунок 4.7 – Відпуск електроенергії, зафіксований на шинах 0,4 кВ 
ТП-543 (побутова+заклад освіти), відновлені та узгоджені ТГН за 

робочий день 
 

 
 

Рисунок 4.8 – Відпуск електроенергії, зафіксований на шинах 0,4 кВ 
ТП-543 (побутова+заклад освіти), відновлені та узгоджені ТГН за 

вихідний день 
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4.2 Аналіз ефективності застосування псевдовимірювань для 
забезпечення спостережності розподільних електричних 
мереж 

Для експериментального підтвердження можливості викорис-
тання ТГН з метою формування псевдовимірів, було виконано заміну 
виміряних потужностей навантаження для вузлів ТП-458, ТП-543. ТП-
455 та ТП-456 на відтворені за типовими графіками та сумарним спо-
живанням електроенергії протягом періоду експерименту (інформація 
з АСКОЕ) [11]. Після оцінки стану ЕМ та визначення h(x) було розра-
ховано відносні похибки оцінювання параметрів режимів з півгодин-
ним осередненням (рис. 4.9, б–г) (див. Додаток Б). 

На рис. 4.9, б, в показано діаграми зміни відносної похибки оці-
нювання осереднених потужностей навантаження підстанцій ЕМ для 
випадку використання псевдовимірів у вузлі з найбільшим електрос-
поживанням (ТП-458) та у вузлі з найменшим електроспоживанням 
(ТП-543), відповідно. Для кожного з 48 вимірювань добового графіка 
відносна похибка відтворення потужностей навантаження не переви-
щує 0,01 %. Тобто використовуючи ТГН з наступною оцінкою стану, 
інформацію про зміни електроспоживання у вузлах ЕМ було віднов-
лено з високою точністю. 

На рис. 4.9, г показано діаграми зміни відносної похибки оціню-
вання осереднених потужностей навантаження підстанцій за відсутно-
сті виміряної інформації для вузлів ТП–455 та ТП–456. Вказані вузли 
мають найбільшу кількість приєднаних ліній, тому наявність телеви-
мірів для них істотно впливає на перетікання енергії у ЕМ. Аналіз 
результатів показав, що використання псевдовимірів навантаження 
для вказаних вузлів призвело до зростання відносної похибки оціню-
вання осереднених потужностей до 5 % (рис. 4.9, г).  

Таким чином, за результатами експерименту було 
встановлено, що інформацію про зміни електроспоживання у 
розподільних ЕМ можна відновити з прийнятною точністю шляхом 
використання типових графіків навантаження та інформації 
АСКОЕ. Результати натурного експерименту підтверджують 
необхідність врахування взаємозв’язків між вузлами ЕМ для 
забезпечення належної точності оцінювання їх навантажень. Від-
сутність вимірювань для прохідних підстанцій (ТП-455 та ТП-456) 
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призводить до зростання похибки оцінювання навантаження 
(рис. 4.9, г). Збільшення точок вимірювання дає змогу отримувати 
точніші результати (рис. 4.9, б, в). 
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Рисунок 4.9 – Максимальні відносні похибки моделювання динаміки 

режимів ЕМ за відсутності достатньої інформації:  
а – для абсолютно спостережної мережі;  
б – за відсутності вимірів у вузлі ТП-458;  
в – за відсутності вимірів у вузлі ТП-543;  

г – за відсутності вимірів у вузлах ТП-455 та ТП–456 
 
 

Ефективність оцінки стану розподільних електричних мереж за 
відсутності достатньої інформації показано також на діаграмі зміни 
відносної похибки оцінювання напруги на шинах підстанцій ЕМ для 
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випадку використання псевдовимірювань (рис. 4.10). Похибка 
розрахунку напруги на шинах ТП 10 кВ знаходиться у межах 0,2%, 
яка порівняно з небалансом надходження та споживання є 
припустимою для складання уточненої структури балансу 
електроенергії. 

 

 

 
а)                              б) 

 
Рисунок 4.10 – Діаграма зміни відносної похибки оцінювання  
напруги на шинах підстанцій ЕМ для випадку використання  

псевдовимірювань: 
а) робочий день; б) вихідний день 

 
За результатами виконаних досліджень показано, що окремі за-

дачі моніторингу параметрів ЕМ та планування заходів щодо змен-
шення витрат електроенергії можуть розв’язуватися на основі псевдо-
вимірювань. Так, використовуючи агреговану інформацію АСКОЕ та 
типові графіки навантаження, можна оцінити осереднені значення 
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потужності навантаження довільного вузла ЕМ. Точність відновлення 
виявляється прийнятною для використання у розрахунках режимних 
параметрів ЕМ та витрат електроенергії, а також у оптимізаційних 
процедурах з планування енергоощадних заходів. 
 
 

4.3 Визначення типових графіків втрат потужності 

У п. 2.4 розроблено метод визначення типових графіків втрат 
(ТГВ) потужності на основі результатів оцінки стану мережі, матриці 
коефіцієнтів розподілу та середньоквадратичної похибки у величині 
змінних втрат. 

Відповідно до алгоритму (див. п.п. 3.3.1) визначено коефіцієнти 
розподілу втрат потужності РЕМΣT  для всіх ТП досліджуваної електри-
чної мережі протягом 11 днів з їх подальшою кластеризацією на ро-
бочі та вихідні дні. Результати розрахунків показано у вигляді діаграм 
на рис. 4.11. 

Для побудови типового графіка втрат потужності викликаних 
кожним окремим вузлом відповідно до заданої йому ТГН (див 
п.п.2.2.1) необхідно скористатись виразом: 

 

РЕМ РЕМΣ  ( )ТГН мах
ij i

ТГВ
ij j ij jP T S T М P PΣ Σ∆ = ⋅ = ⋅ ⋅  . 

 
Прийнявши за математичне очікування середнє значення коефі-

цієнтів розподілу втрат потужності визначено типові графіки втрат 
потужності. Результати розрахунків показано на рис.4.12 для всіх 
вузлів схеми та на рис.4.13 для ТП-543 із вказанням середньоквадра-
тичного відхилення у вигляді графіків. 

Пропонований метод формування типових графіків втрат елек-
троенергії в розподільних електричних мережах 10(6) кВ базується на 
результатах оцінки стану мережі, що дає змогу визначати типові гра-
фіки втрат потужності для кожної ТП фідера в умовах критичної спо-
стережності електричної мережі. Накопичення розрахункової вибірки 
дасть змогу створити альбом типових графіків втрат потужності для 
кожної ТП фідера. 
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а) 
 

б) 
 

Рисунок 4.11 – Коефіцієнти розподілу втрат потужності та втрати 
електроенергії викликані навантаженням ТП-455:  

а) робочий день;    б) вихідний день. 
 
Застосування альбому пропонованих типових графіків втрат по-

тужності для кожної ТП фідера дозволить виявляти помилки у струк-
турі балансу електричної мережі, проблемні ланки, оцінювати внесок 
кожного споживача у втрати електроенергії шляхом елементарних 
розрахунків і створити передумови для адресного внесення вартості 
розподілу електроенергії до його тарифу. 



104 

 

 
а) 

 
б) 
 

Рисунок 4.12 – Типові графіки втрат потужності для ТП фрагменту 
електричної мережі: а) робочий день; б) вихідний день. 
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а) 
 

б) 
 

Рисунок 4.13 – Типові графіки втрат потужності для ТП-543 та їх ста-
ндартне відхилення: а) робочий день; б) вихідний день. 
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4.4 Оптимізація структури інформаційної системи аналізу втрат 
електроенергії у розподільних мережах на базі концепції Smart 
Metering 

Користуючись алгоритмом визначення оптимальної послідовно-
сті впровадження засобів обліку електроенергії Smart Metering із за-
стосуванням математичного апарату чутливості та багатокритеріаль-
ного аналізу (див.3.3.1) перевіримо можливість реалізації мінімаксно-
го принципу для багатокритеріального аналізу фрагмента схеми 
рис. 4.1. 

Практична реалізація мінімаксного принципу для прикладу ба-
гатокритеріального аналізу фідера, який складається з 5 ТП 10(6) кВ 
буде мати наступний вигляд та аналізується за 5 критеріями.  

Нехай кожна ТП представлена наступними множинами оцінок 
за кожним з 5 критеріїв: 
 

0,26 0,23 0,2 0,17 0,14

1
1 2 3 4 5 1 2 3 4 5

0,4 0,8 0,4 1,0 0,9 0,79 0,95 0,83 1,0 0,99, , , , , , , ,
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. 

 
Складемо для проведення багатокритеріального аналізу матри-

цю ігор (табл.4.4): 
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Таблиця 4.4 – Матриця гри для всіх ТП 

Критерії К-1(с1) К-2(с2) К-3(с3) К-4(с4) К-5(с5) Minmax 

ТП-455(ν1) 0.79 0.95 0.83 1.00 0.99 0,79 

ТП-456(ν2) 0.84 0.95 0.83 1.00 1.00 0,83* 

ТП -457(ν3) 0.88 0.95 0.72 0.92 0.93 0,72 

ТП 458(ν4) 1.00 0.69 0.72 0.85 0.97 0,69 

ТП -543(ν5) 0.66 1.00 0.83 0.92 0.95 0,66 

* Максимальне значення оцінки 
 
Таким чином відповідно до початкових умов прикладу оптима-

льною ТП, щодо першочерговості встановлення засобів Smart 
Metering є ТП-456. 

Далі визначення другої, третьої, четвертої та п’ятої ТП за послі-
довністю впровадження або вдосконалення засобів Smart Metering 
аналогічним принципом (табл.4.5). 

 
Таблиця 4.5 – Матриця гри для чотирьох ТП 

Критерії К-1(с1) К-2(с2) К-3(с3) К-4(с4) К-5(с5) Minmax 

ТП-455(ν1) 0.79 0.95 0.83 1.00 0.95 0,79* 

ТП -457(ν3) 0.88 0.95 0.72 0.92 0.93 0,72 

ТП 458(ν4) 1.00 0.69 0.72 0.85 0.97 0,69 

ТП -543(ν5) 0.66 1.00 0.83 0.92 0.99 0,66 

 
Аналогічно, другою у черзі впровадження засобів Smart 

Metering буде ТП-455, третьою – ТП-457, четвертою ТП-458 та п’ятою 
ТП-543 (табл.4.6). 
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Таблиця 4.6 – Черговість встановлення засобів Smart Metering 

Черговість встановлення 1 2 3 4 5 

Назва ТП ТП-456 ТП-455 ТП-457 ТП-458 ТП-543 

Отримані результати щодо важливості першочергового встанов-
лення засобів інформаційного забезпечення для вузлів ТП–455 та ТП–
456 підтверджують зроблені у п.п.4.2 висновки. Вказані вузли мають 
найбільшу кількість приєднаних ліній, тому наявність телевимірів для 
них істотно впливає на спостережність ЕМ. Заміна виміряних значень 
псевдовимірами навантаження для вказаних вузлів призвело до зрос-
тання відносної похибки оцінювання осереднених потужностей до 
5 % (рис. 4.9, г) 

Аналізуючи отримані результати можна отримати висновок про 
доцільність застосування у вказаному фрагменті електричної мережі 
лише 3-х вимірювальних пристроїв Smart Metering, що дасть змогу 
суттєво зменшити витрати на впровадження інформаційної системи 
(рис. 4.14). 

 

 
Рисунок 4.14 – Вибір місця встановлення вимірювальних  

пристроїв Smart Metering 
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Задаючи необхідну точність можна забезпечити раціональну 
структуру інформаційної системи розподільної електричний мережі з 
мінімальними витратами, визначити послідовність впровадження за-
собів інформаційної системи. Застосування такої інформаційної сис-
теми дозволить визначити структуру технологічних витрат електрое-
нергії в місцевій (локальній) електричній мережі напругою 0,38-150 
кВ енергопостачальної компанії з кількісною оцінкою технічних роз-
рахункових втрат електроенергії в елементах мереж, витрат електрое-
нергії на власні потреби підстанцій та нетехнічні втрати із необхідною 
точністю. 

Пропонована інформаційна система Smart Metering розподільної 
електричної мережі на базі концепції Smart Grid, буде мати вигляд 
показаний на рис.4.15. Інформаційні зв’язки з інтелектуальним вимі-
рювальним та базою даних ОІК, дозволяють на рівні диспетчерського 
керування враховувати експлуатаційні особливості споживачів елект-
ричної енергії та розподільної електричної мережі. 

 
РДЦ

Сервер
БД ОІК

Мер  
ком  

 

 
Рисунок 4.15 – Пропонована інформаційна система  

Smart Metering розподільної електричної мережі на базі  
концепції Smart Grid 
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Висновки по розділу 4 

1. Показано, що запропоновані в роботі методи підвищення спо-
стережності розподільних електричних мереж з використанням при-
строїв Smart Metering та псевдовимірювань можуть бути ефективно 
використані для оцінки стану розподільної мережі електричної мере-
жі. Це проілюстровано на прикладах реальних розподільних електри-
чних мереж. 

2. Відповідно до розробленого методу визначення типових гра-
фіків втрат потужності для вказаного фрагменту електричної мережі 
розраховано коефіцієнти розподілу втрат потужності, розраховано 
типові графіки втрат потужності та побудовано відповідні їм графіки 
втрат потужності, викликаних навантаженням ТП. Накопичення роз-
рахункової вибірки дасть змогу створити альбом типових графіків 
втрат потужності для кожної ТП фідера. 

3. Відповідно до розробленого методу визначення оптимальної 
послідовності впровадження засобів обліку електроенергії для дослі-
джуваної мережі визначено місця встановлення пристроїв Smart 
Metering, що сумісно із застосуванням ТГН забезпечують спостереж-
ність електричної мережі. Для забезпечення спостережності достатньо 
встановлення лише 3-х лічильників на ТП відібраних за методом бага-
токритеріального аналізу. Відповідно до пропонованих місць розта-
шування також запропоновано структуру інформаційної системи. 
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ВИСНОВКИ 

В монографії отримано нове вирішення актуальної науково-
прикладної задачі підвищення достовірності результатів аналізу втрат 
електроенергії в розподільних мережах шляхом вдосконалення мето-
дів та засобів забезпечення спостережності мереж з використанням 
пристроїв Smart Metering та типових графіків навантаження. 

Проведені дослідження дозволили отримати такі результати: 
1. Систематизовано та досліджено можливості підвищення спо-

стережності розподільних електричних мереж з використанням при-
строїв Smart Metering, агрегованої інформації автоматизованих систем 
комерційного обліку електроенергії та псевдовимірювань. Показано 
доцільність застосування результатів оцінки стану розподільних елек-
тричних мереж у інформаційних системах для аналізу енергоефектив-
ності електричних мереж. 

2. Розроблено метод зворотного перетворення зафіксованих об-
сягів спожитої електроенергії у псевдовимірювання графіків електри-
чних навантажень споживачів з використанням типових графіків на-
вантаження та генерування відновлювальних джерел енергії, а також 
оцінки стану електричних мереж. Показано, що використання даних з 
систем обліку електроенергії для доповнення вектору стану електрич-
них мереж інформацією про зміни потужності у неспостережних вуз-
лах дає змогу підвищити адекватність моделювання режимів розподі-
льних мереж 10(6) кВ та якість розроблення електроощадних заходів. 

3. Запропоновано метод формування типових графіків втрат 
електроенергії в розподільних електричних мережах 10(6) кВ на осно-
ві результатів оцінки стану мереж та матриці коефіцієнтів розподілу 
втрат. Показано, що застосування пропонованих типових графіків 
втрат потужності дає змогу виокремлювати у структурі балансу елек-
троенергії значення втрат для кожного об’єкта обліку та створювати 
передумови для адресного внесення вартості розподілу електроенергії 
до тарифу для кінцевого споживача. 

4. Використовуючи математичний апарат аналізу чутливості й 
багатокритеріального аналізу вдосконалено метод оптимізації розмі-
щення та послідовності впровадження засобів обліку електроенергії 
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Smart Metering у розподільних мережах 10(6) кВ. Показано, що вико-
ристання методу сприяє зменшенню капіталовкладень та експлуата-
ційних видатків завдяки врахуванню технічних особливостей мереж, а 
також чутливості параметрів режиму мереж до місця встановлення 
засобів Smart Metering.  

5. Розроблено алгоритм узгодження псевдовимірювань для підс-
танцій розподільних мереж, що забезпечують живлення абонентів з 
різнотипним споживанням та істотно відмінними максимальними 
потужностями, а також прийом електроенергії від розосереджених 
джерел енергії. Для цього запропоновано використовувати вагові кое-
фіцієнти, що визначаються відношенням максимальних навантажень 
окремих споживачів до максимального навантаження споживача з 
найбільшою зафіксованою потужністю споживання (договірною по-
тужністю). Показано, що застосування коефіцієнтів узгодження спри-
яє підвищенню адекватності відтворення графіків сумарного спожи-
вання на основі ТГН. 

6. Розроблено алгоритми формування псевдовимірювань ТГН та 
ТГГ, визначення типових графіків втрат потужності та визначення 
оптимальної послідовності впровадження засобів обліку електроенер-
гії Smart Metering. Зазначені алгоритми можуть бути використані для 
підвищення спостережності розподільних електричних мереж з вико-
ристанням пристроїв Smart Metering, а також для автоматизації проце-
су структурування втрат електроенергії в розподільних мережах. 

7. Працездатність та ефективність запропонованих методів і ал-
горитмів підтверджена обчислювальними експериментами з визна-
чення та оцінювання достовірності псевдовимірювань графіків наван-
таження підстанцій, а також типових графіків втрат потужності в еле-
ктричних мережах на основі ТГН та ТГГ.  

Розроблені в дисертації математичні моделі, алгоритми, програ-
мні засоби, передані для експлуатації в АТ «Вінницяобленерго» та 
ТОВ «Енергоінвест». Їх впровадження сприяло підвищенню точності 
складання структури балансу електроенергії та виявленню осередків 
технічних та комерційних втрат. Деякі теоретичні та програмні розро-
бки використовуються у навчальному процесі кафедри електричних 
станцій та систем ВНТУ під час викладення курсів «Математичні 
задачі електроенергетики», «Електроощадні режими й технології» і 
«АСУ електричних систем». 
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