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Введение


В данной работе проектируется электрическая сеть, схема которой и данные по потребителям представлены ниже.


Сеть расположена в Европейской части России и входит в ОЭС Северо-Запада. Питание района электроэнергией будет осуществляться от шин 220 кВ подстанции К (на схеме и далее обозначена как 0), работающей в составе электроэнергетической системы. При максимальной нагрузке электроэнергетической системы обеспечивается полная выдача всей необходимой активной мощности, а также 130 Мвар реактивной мощности для  питания потребителей.


На шинах источника питания района в режимах максимальных нагрузок обеспечивается напряжение, равное 105% , а в режимах минимальных нагрузок 100% от номинального. Вторичное напряжение на всех сооружаемых подстанциях - 10 кВ. На этих шинах осуществляется встречное регулирование напряжения в пределах 100-105% от указанного номинального.
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                                                                                                Таблица 1

	Пункт

Данные о потребителях
	1
	2
	3
	4
	5
	6

	Pmax, МВт
	50
	60
	40
	22
	8
	20

	Коэффициент мощности нагрузки
	0.91
	0.93
	0.89
	0.88
	0.86
	0.9

	Состав потребителей по категориям в %
	I  к
	25
	─

	
	II-III к
	75
	100


1. Формирование вариантов сети

Выбор оптимального варианта схемы сети состоит из ряда последовательных этапов. Первым этапом выбора оптимального варианта схемы сети является этап разработки возможных схем сети. 


Необходимость составления альтернативных или дополняющих друг друга вариантов схемы сети обуславливается тем, что основные типы схем обладают различными, часто конкурирующими техническими и технико-экономическими показателями (при сооружении, эксплуатации и т.п.).

Составление вариантов схемы должно подчиняться следующим требованиям :


Схема сети должна быть по возможности простой, где передача электроэнергии осуществляется по кратчайшему пути;


Сеть должна обеспечивать необходимое качество электроснабжения потребителей и выполнение технических ограничений электрооборудования линий и подстанций.

1) В начале необходимо определить количество цепей линий электропередач, отходящих от подстанции А.
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где 
P(- суммарная активная мощность потребителей (200 МВт)

P0пр эк- предельная экономическая мощность одной цепи (для линий 220 кВ сечением 240 мм2 она равна 115 Мвт (см. табл. 7.11, [1]).

Так как [2] допускает двухкратное превышение P0пр эк, то получим, что nц=1. Но по условию экономической целесообразности и надежности электроснабжения принимаем nц=2.

2)Для ориентировочного определения величины экономически целесообразного напряжения ЛЭП (Uэк) использовалась формула 

к.т.н. Илларионова Г. А.[3]: 



Uэк =
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где L-длина линии, [км];

      P-максимальная передаваемая активная мощность на одну цепь, [МВт]. 

1.1  Выбор возможных схем сети 220 кВ.
     Исходя из заданной топологии сети, в соответствии с изложенными рекомендациями, наметим 3 варианта сети 220 кв. Схемы вариантов 1 и 2 являются радиальными, выполненными по условию надежности электроснабжения двухцепными линиями. Схема варианта 3 является кольцевой и выполнена одноцепными линиями. Расчет UЭК  для всех трех вариантов схем приводится ниже.

	Вариант  1
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	Вариант  2
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	Вариант  3
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Величины экономически целесообразного напряжения ЛЭП (Uэк):

Вариант 1:

Uэк01
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Вариант 2:

Uэк01
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Uэк03
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Вариант 3:
Определим мощности, протекающие по линиям кольца:
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Uэк01
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Uэк13
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1.2  Выбор возможных схем сети 110 кВ.
Возможные  варианты схем сети 110 кВ зависят от соответствующих схем 220 кВ. По числу схем 220 кВ целесообразно результирующие схемы сетей разделить на 3 группы:
Схемы группы 1:

	Вариант a:
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	Вариант b:
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Вариант c:
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Схемы группы 2:

	Вариант a:
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	Вариант b:
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Схемы группы 3:

	Вариант a:
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	Вариант b:

[image: image21.png]





Схемы сетей 110 кв вариантов 1a,1b,2b,3a,3b являются радиальными, выполненными по условию надежности электроснабжения двухцепными линиями. Схемы вариантов 1c и 2a являются кольцевыми и выполнены одноцепными линиями. 

Длины линий схем и величины экономически целесообразного напряжения ЛЭП (Uэк), рассчитанные по формуле (1.1) приведены в таблице 1.1.

                                                                                                            Таблица 1.1

	Линия
	P на одну цепь, МВт
	L, км
	Uэк, кВ

	Схема 1а

	0-1
	25
	90
	97.333

	0-2
	75
	75
	158.114

	2-3
	31
	45
	104.396

	2-5
	14
	64
	73.248

	3-4
	11
	27
	63.785

	5-6
	10
	22.5
	60.609

	Схема 1b

	0-1
	25
	90
	97.333

	0-2
	75
	75
	158.114

	2-3
	11
	45
	64.768

	2-5
	25
	64
	96.309

	Линия
	P на одну цепь, МВт
	L, км
	Uэк, кВ

	5-6
	21
	22.5
	84.135

	6-4
	11
	25
	63.593

	Схема 1c

	0-1
	25
	90
	97.333

	0-2
	75
	75
	158.114

	2-3
	55.77
	45
	133.711

	2-5
	34.22
	64
	111.206

	3-4
	15.77
	27
	75.169

	5-6
	26.22
	22.5
	92.23

	4-6
	6.22
	25
	48.69

	Схема 2a

	0-1
	25
	90
	97.333

	0-2
	75
	75
	158.114

	2-3
	45
	45
	122.47

	3-4
	30.26
	27
	99.44

	3-5
	19.73
	37.5
	84.61

	5-6
	11.73
	22.5
	65.19

	4-6
	8.26
	25
	55.68

	Схема 2b

	0-1
	25
	90
	97.333

	0-2
	75
	75
	158.114

	2-3
	45
	45
	122.47

	3-4
	25
	27
	91.85

	4-6
	14
	25
	70.97

	6-5
	4
	22.5
	39.307

	Схема 3a

	0-1
	96.76
	90
	178.48

	0-3
	103.23
	109.5
	186.39

	1-3
	46.76
	55.5
	126.52

	3-2
	30
	45
	102.9

	3-4
	21
	27
	85.26

	4-6
	10
	25
	60.86

	3-5
	4
	37.5
	39.58

	Схема 3b

	0-1
	96.76
	90
	178.48

	0-3
	103.23
	109.5
	186.39

	1-3
	46.76
	55.5
	126.52

	3-2
	46.7
	45
	102.89

	3-4
	25
	27
	91.85

	4-6
	14
	25
	70.96

	6-5
	4
	22.5
	39.307


1.3  Приближенная оценка осуществимости вариантов.
Приближенно оценим  техническую осуществимость вариантов (приемлемость). 

Под этим понимается прежде всего возможность обеспечения требуемых уровней напряжения в наиболее электрически удаленных от источника питания пунктах как в нормальных режимах работы сети, так и при аварийных отключениях ее отдельных элементов. Для предварительной технической оценки вариантов схем можно принять допустимые суммарные потери напряжения до 15-20% в п/ав режимах, не учитывать зарядную мощность сети 220 кв. 

Примем r0(0,1 и x0(0,42 [Ом/км].
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Для варианта 2  


п/ав режим (отключение одной цепи участка 0-2):


(U%(0-2)(
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Для варианта 3  


п/ав режим (отключение участка 0-1):


(U%(0-1)(
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           п/ав режим (отключение участка 0-3):


(U%(0-3)(
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Для варианта 1  


п/ав режим будет легче чем у варианта 2.
2. Потребление активной мощности и баланс реактивной мощности в проектируемой сети.

2.1  Расчет потребления активной мощности.

Потребление активной мощности в проектируемой сети в период наибольших нагрузок слагается из заданных нагрузок в пунктах потребления электроэнергии и потерь мощности в линиях, понижающих трансформаторах и автотрансформаторах. Также необходимо учитывать несовпадение по времени суток наибольших нагрузок отдельных потребителей.

Наибольшая суммарная активная мощность [МВт], потребляемая в проектируемой сети, составляет :

Рп.нб.=k0(Р)*(Рнб.i+(Рс*(Рнб.i   (2.1),                                                                     

где Рнб.i - наибольшая активная нагрузка подстанции i, i=1...6; k0(Р)=0,95-0,96 - коэффициент одновременности наибольших нагрузок подстанций;

(Рс=0,05 - суммарные потери активной мощности в сети в долях от суммарной нагрузки подстанций [о.е.].

Тогда, 


Рп.нб.=(0.95+0.05)*(50+60+40+22+8+20)=200 МВт.

2.2  Расчет баланса реактивной мощности в проектируемой сети.

Наибольшая суммарная реактивная мощность [Мвар], потребляемая в проектируемой сети составляет :
Qп.нб=k0(Q) *(Qнб.i+(Qт,( +(((Qi- Qс,l)  (2.2),                                                       

где k0(Q) (0,98 - коэффициент одновременности наибольших реактивных нагрузок потребителей; Qнб.i - наибольшая реактивная нагрузка i-ой   подстанции; (Qт,( - суммарные потери реактивной мощности в трансформаторах и автотрансформаторах; (Qi - потери реактивной мощности в линии; Qс,l - реактивная мощность, генерируемая линией l; l- номера линий в рассматриваемой сети.


Для оценки потерь реактивной мощности в трансформаторах и автотрансформаторах принимаем, что при каждой трансформации напряжения потери реактивной мощности составляют приблизительно 10% от передаваемой через трансформатор полной мощности [3] :


(Qт,((0,1*((aт,i* Sнб.i)      (2.3),
где aт,i - количество трансформаций напряжения от источника до потребителя в i-ом пункте сети.

Максимальная реактивная и полная мощности рассчитываются, соответственно:


Qmax,i=Pmax,i*tg(arcCos(cos(i))    (2.4)                   

Smax,i=Pmax,i / cos(i                       (2.5)

В таблице 2.1 сведены рассчитанные максимальная активная, реактивная и полная мощности узлов проектируемой сети :

                                                                                                 Таблица 2.1

	Пункт
	1
	2
	3
	4
	5
	6

	Рн,нб, МВт
	50
	60
	40
	22
	8
	20

	cos(
	0.91
	0.93
	0.89
	0.88
	0.86
	0.9

	tg(
	0.456
	0.395
	0.512
	0.54
	0.593
	0.484

	Qн,нб, Мвар
	22.78
	23.714
	20.49
	11.874
	4.747
	9.686

	Sнб, МВА
	54.94
	64.51
	44.94
	25
	9.302
	22.22


 Так как узлы, по которым проходит граница напряжений 220/110 кВ и линии 220 кВ в разлиных группах схем предполагаемой сети не совпадают, расчет баланса реактивной мощности проводим для всех трех групп схем :

Для вариантов группы 1 :

(Qт,(=0.1· ( 1·(S1+S2)+0.2· (S3+S4 +S5+S6))

(Qт,(=32.24Мвар. 


Для ЛЭП  110 кВ допустимо принять равенство величин потерь и генерации реактивной мощности: (Qi =Qс,l .
Потери реактивной мощности в линии 220 кВ:
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Генерация реактивной мощности в линии:
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Тогда

Qп,нб=0,98(22.78+23.71+20.49+11.87+4.74+9.686) +(32.24)+((1.179+8.94)-46.2)=87.587 Мвар

Наибольшая суммарная реактивная мощность, потребляемая в проектируемой сети, не превышает значения реактивной мощности, выдаваемой электро-энергетической системой (130 Мвар). Дефицит мощности отсутствует. Установка компенсирующих устройств в сети не требуется.

Для вариантов группы 2 :

(Qт,(=0.1· ( 1·(S1+S2+S3)+0.2· (S4 +S5+S6))

(Qт,(=27.74 Мвар.

Потери реактивной мощности в линии 220 кВ:
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Откуда
Qп,нб=0,98(22.78+23.71+20.49+11.87+4.74+9.686) +(27.74)+((1.179+8.94+2.009)-58.8) =72.496 Мвар

Наибольшая суммарная реактивная мощность, потребляемая в проектируемой сети, не превышает значения реактивной мощности, выдаваемой электро-энергетической системой (130 Мвар). Дефицит мощности отсутствует. Установка компенсирующих устройств в сети не требуется.

Для вариантов группы 3 :
(Qт,(=0.1· ( 1·(S1+S3)+0.2· (S3+S4 +S5+S6))

(Qт,(=34.197 Мвар.
Потери реактивной мощности в линии 220 кВ, Мвар:
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Откуда

Qп,нб=0,98(22.78+23.71+20.49+11.87+4.74+9.686) +(34.197)+(8.896+12.341+1,291-35.7) =112.454 Мвар

Наибольшая суммарная реактивная мощность, потребляемая в проектируемой сети, не превышает значения реактивной мощности, выдаваемой электро-энергетической системой (130 Мвар). Дефицит мощности отсутствует. Установка компенсирующих устройств в сети не требуется.

3. Выбор мощности трансформаторного оборудования на подстанциях 1-6.


В соответствии с практикой проектирования мощность трансформаторного оборудования на понижающих подстанциях может выбираться из условия допустимой перегрузки в послеаварийных режимах до 40-80% на время максимума ((tм) общей суточной продолжительностью не более 6 часов в течение не более 5 суток[5].


Поскольку возникновение послеаварийного режима рассматривается в период прохождения абсолютного годового максимума нагрузки (зимой), то анализ заданного зимнего суточного графика нагрузки пунктов потребления (табл. 1) позволяет установить соответствие наших условий вышеуказанным т.е. по условию :
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где nт(2 – число однотипных трансформаторов, устанавливаемых на подстанции.

Значения Kав                                                                                                  Таблица 3.1

	Uном, кВ
	Sт ном, МВА
	Регион
	Kав

	110
	Трансформатор до 40 МВА
	Центр, Урал, Ср. Волга, Сибирь, Дальний Восток.
	1.8

	
	
	Юг, Сев. Кавказ
	1.7

	110
	Трансформатор 63, 80 МВА
	Любой
	1.6

	220
	Трансформатор 25-100 МВА
	Любой
	1.6

	220
	Автотрансформатор
	Любой
	1.4


В случае автотрансформаторов формула (3.1) преобразуется к виду:

[image: image31.png]ot raas T S s

, Zesmax ™ Pns max

arson
Ko (- 1)



 (3.1а),

где Sсн.макс , Sнн.макс – максимальные полные мощности нагрузки соответственно на стороне среднего и низшего напряжений, номинальная мощность обмотки низшего напряжения которых Sнн.ном отличается от номинальной мощности автотрансформатора (Sат.ном) в ( раз (Sнн.ном= (*Sа.тном , ((1). Условие (3.1а) должно быть дополнено следующим 



Sат.ном( Sнн.макс/(
(3.2) [4]

По указанным формулам имеем :

Вариант 1, автотрансформатор на п/ст2 : 
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Выбираем автотрансформатор АТДЦТН-200000/220/110

Вариант1, трансформатор на п/ст3 : 
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Выбираем автотрансформатор ТРДН-25000/110

Номинальные характеристики выбранных трансформаторов сведены в табл.3.2; места установки и марки трансформаторов, выбранных по указанной методике приведены в табл.3.3.

                                                                                                                  Таблица 3.2

	  Тип
	Sном,

МВА
	Uвн,кВ
	Uсн,кВ
	Uнн,

кВ
	Pх,

кВт
	Pк,

кВт
	Uк вн-сн
	Uк

вн-нн
	Uк

сн-нн
	Iх,%
	Регулир. %

	ТРДЦН-   63000/220
	63
	230
	-
	11/11
	82
	300
	-
	12
	-
	0,8
	(8(1,5

	ТРДН-40000/220
	40
	230
	-
	11/11
	50
	170
	-
	12
	-
	0,9
	(8(1,5

	ТРДН-   25000/110
	25
	115
	-
	10,5
	27
	120
	-
	10,5
	-
	0,7
	(9(1,78

	  АТДЦТН

125000/220/110
	125
	230
	121
	11
	65
	305
	11
	45
	28
	0,5
	(6(2

	ТДН-   16000/110
	16
	115
	-
	11
	19
	85
	-
	10,5
	-
	0,7
	(9(1,78

	  АТДЦТН

200000/220/110
	200
	230
	121
	11
	125
	430
	11
	32
	20
	0,5
	(6(2

	ТМН-   6300/110
	6,3
	115
	-
	11
	11,5
	44
	-
	10,5
	-
	0,8
	(9(1,78


                                                                                                                    Таблица 3.3

	П/ст
	Группа схем
	Sт ном треб
	Uном,кВ
	Тип (авто) трансформатора

	1
	1,2,3
	32.68
	220
	ТРДН-40000/220

	2
	1
	129.032
	220
	АТДЦТН-200000/220/110

	
	2,3
	39.216
	110
	ТРДН-40000/110

	3
	1
	24.691
	110
	ТРДН-25000/110

	
	2,3
	89.888
	220
	АТДЦТН-125000/220/110

	4
	1,2,3
	14.379
	110
	ТДН-16000/110

	5
	1,2,3
	5.229
	110
	ТМН-6300/110

	6
	1,2,3
	13.072
	110
	ТДН-16000/110


Приведенные мощности подстанции рассчитываем по формуле :
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  (3.3),

 а для автотрансформаторов:

[image: image33.png]Spriv i = Bi+ i (Q+AQy )



 (3.3a),  где   
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и сводим в таблицу 3.4:

                                                                                                         Таблица 3.4

	Пункт
	1
	2
	3
	4
	5
	6

	Группа схем
	1,2,3
	1
	2,3
	1
	2,3
	1,2,3
	1,2,3
	1,2,3

	Рприв, МВт
	50
	60
	40
	22
	8
	20

	Qприв, Мвар
	28,275
	26,044
	30,165
	24,987
	23,226
	14,374
	5,677
	11,909

	Sприв, МВА
	57,441
	65,409
	67,156
	47,163
	46,254
	26,28
	9,81
	23,277


4. Выбор схем РУ ВН подстанций 1-6 

и предварительное сопоставление вариантов.


Схемы электрических соединений (типы схем) понижающих подстанций 220-110/10 кВ на стороне высшего напряжения определяются назначением каждой из подстанций и ее местоположением в составе сети. Это могут быть узловая, проходная (транзитная), тупиковая или на ответвлениях (отпайках) от линии подстанции. В соответствии с классификацией подстанции подразделяются на три группы :

1. Подстанции 110(35)-330 кВ, осуществляемые по упрощенным схемам на стороне высшего напряжения с минимальным количеством выключателей, с одним или двумя трансформаторами, питающимися по одной или двум линиям высшего напряжения (в настоящее время не применяются).

2. Подстанции проходные (транзитные) 110-500 кВ с количеством трансформаторов или автотрансформаторов от двух до четырех с количеством присоединяемых воздушных линий от четырех и на среднем напряжении до десяти и с количеством выключателей на высшем напряжении до девяти.

3. Узловые подстанции (общесистемного значения) 330-1150 кВ.

В проектируемой районной сети подстанции относятся ко второй группе и выбор схем производится без детальных технико-экономических расчетов,т.е. из состава типовых решений.

4.1 Выбор схем подстанций
Для всех тупиковых подстанций во всех вариантах используем схему «мостик» (см. приложение 4, рис.1).

В кольце 110 и 220 кВ - «четырехугольник» (приложение 4, рис.2).

Узловые подстанции во всех вариантах проектируются :

При числе присоединений два для 220 кВ - «четырехугольник».

При большем числе присоединений, а также для всех узловых подстанций 110 кВ – «одна секционированная система сборных шин с обходной с отдельными секционным и обходным выключателями» (приложение 4, рис.3).
Тогда :

В варианте 1a,b,c (220 кВ) :

П/ст1 : «четырехугольник» (4 выключателя)

П/ст2 : «четырехугольник» (4 выключателя)

Всего 8 выключателей

В варианте 2a,b (220 кВ) :

П/ст1 : «четырехугольник» (4 выключателя)
П/ст2 :«одна секционированная система сборных шин с обходной с отдельными секционным и обходным выключателями» (8 выключателей)

П/ст3 : «четырехугольник» (4 выключателя)

Всего 16 выключателей

В варианте 3a,b (220 кВ) :

П/ст1 : «четырехугольник» (4 выключателя)

П/ст3 : «четырехугольник» (4 выключателя)
Всего 8 выключателей

В варианте 1a (110 кВ) :

П/ст2 : «одна секционированная система сборных шин с обходной с отдельными секционным и обходным выключателями» (8 выключателей)
П/ст3 : «одна секционированная система сборных шин с обходной с отдельными секционным и обходным выключателями» (8 выключателей)
П/ст5 : «одна секционированная система сборных шин с обходной с отдельными секционным и обходным выключателями» (8 выключателей)

П/ст4 : «мостик» (3 выключателя)

П/ст6 : «мостик» (3 выключателя)

Всего 30 выключателей

В варианте 1b (110 кВ) :

П/ст2 : «одна секционированная система сборных шин с обходной с отдельными секционным и обходным выключателями» (8 выключателей)
П/ст5 : «одна секционированная система сборных шин с обходной с отдельными секционным и обходным выключателями» (8 выключателей)
П/ст6 : «одна секционированная система сборных шин с обходной с отдельными секционным и обходным выключателями» (8 выключателей)

П/ст4 : «мостик» (3 выключателя)

П/ст3 : «мостик» (3 выключателя)

Всего 30 выключателей

В варианте 1c (110 кВ) :
П/ст2 : «четырехугольник» (4 выключателя)

П/ст3 : «четырехугольник» (4 выключателя)
П/ст4 : «четырехугольник» (4 выключателя)

П/ст6 : «четырехугольник» (4 выключателя)
П/ст5 : «четырехугольник» (4 выключателя)

Всего 20 выключателей

В варианте 2a (110 кВ) :

П/ст3 : «четырехугольник» (4 выключателя)

П/ст4 : «четырехугольник» (4 выключателя)
П/ст6 : «четырехугольник» (4 выключателя)

П/ст5 : «четырехугольник» (4 выключателя)
Всего 16 выключателей

В варианте 2b (110 кВ) :

П/ст3 : «четырехугольник» (4 выключателя)

П/ст4 : «одна секционированная система сборных шин с обходной с отдельными секционным и обходным выключателями» (8 выключателей)
П/ст6 : «одна секционированная система сборных шин с обходной с отдельными секционным и обходным выключателями» (8 выключателей)
П/ст5 : «мостик» (3 выключателя)

Всего 23 выключателей
В варианте 3a (110 кВ) :

П/ст2 :  «мостик» (3 выключателя)

П/ст5 :  «мостик» (3 выключателя)

П/ст6 :  «мостик» (3 выключателя)

П/ст4 :«одна секционированная система сборных шин с обходной с отдельными секционным и обходным выключателями» (8 выключателей)
П/ст3 : «схема 13» (10 выключателя)

Всего 27 выключателей

В варианте 3b (110 кВ) :

П/ст3 :«одна секционированная система сборных шин с обходной с отдельными секционным и обходным выключателями» (8 выключателей)
П/ст4 :«одна секционированная система сборных шин с обходной с отдельными секционным и обходным выключателями» (8 выключателей)
П/ст6 :«одна секционированная система сборных шин с обходной с отдельными секционным и обходным выключателями» (8 выключателей)
П/ст5 : «мостик» (3 выключателя)
П/ст2 : «мостик» (3 выключателя)

Всего 30 выключателей

4.2 Анализ вариантов сети.

На первом этапе варианты с одинаковым номинальным напряжением сопоставляются по натуральным количественным показателям, отражающим капиталовложения, а следовательно и эксплуатационные расходы по сети [3]. Такими показателями являются:

-
протяженность трасс линий, [км]

-
протяженность линий в одноцепном исчислении, [км]

-
суммарное количество ячеек выключателей (110-220 кВ) на подстанциях сети.

Разделив для удобства проектируемую сеть на две : 220 кВ и 110 кВ, а также с узлом разделения напряжений 220/110 кВ на п/ст2 и п/ст3, сравним варианты по натуральным количественным показателям :

Схемы сети 220 кВ вариантов 1,2,3 различны имеют разные точки раздела напряжений 220/110 кВ (п/ст3, 2). 

Поэтому проанализируем  варианты  только по сети 110 кВ внутри каждой группы:

                                                                                                             Таблица 4.1

	Вариант
	1a
	1b
	1c
	2a
	2b
	3a
	3b

	Длина трассы, км
	158.5
	156.5
	183.5
	112
	74.5
	134.5
	119.5

	Длина линий в одноцепном исчислении, км 
	317
	313
	183.5
	112
	149
	269
	239

	Число выключателей в схемах РУ,шт
	30
	30
	20
	16
	23
	27
	30



Анализируя таблицу для дальнейшего выбора оптимального варианта схемы сети, выбираем варианты 1c , 2a, 3b, как имеющие меньшее число выключателей и меньшую длину линий в одноцепном исчислении. Сравнение вариантов группы 3 было произведено с учетом преобладания стоимости 10 км.  ЛЭП 110 кВ над стоимостью одного воздушного выключателя 110 кВ.

Приближенно оценим  техническую осуществимость варианта 1с по потерям напряжения в послеаварийном режиме при отключении линии 2-3. Примем r0(0,1 и x0(0,42 [Ом/км].

Для предварительной технической оценки вариантов схем можно принять допустимые суммарные потери напряжения до 15-20% в п/ав режимах.

Для варианта 1с  


п/ав режим :отключение линии  2-3 (110 кВ).
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В силу технической неосуществимости варианта 1с, выберем из группы 1 вариант 1b как вариант, имеющий меньшую длину линий в одноцепном исчислении среди двух оставшихся технически осуществимых вариантов этой группы.

5.Расчет приближенного потокораспределения.

На этой стадии проектирования допустимо определение потокораспределения без учета потерь мощности в линиях. В замкнутых сетях одного номинального напряжения допускается определять потокораспределение по длинам линий (подобным допущением мы уже воспользовались в пункте 1.1 при приближенном расчете мощности для схемы 3). Потери напряжения следует определять с учетом действительных погонных активных сопротивлений выбранных проводов[3]. 

         Приведенные нагрузки подстанций                                              Таблица 5.1

	Пункт
	1
	2
	3
	4
	5
	6

	Группа схем
	1,2,3
	1
	2,3
	1
	2,3
	1,2,3
	1,2,3
	1,2,3

	Рприв, МВт
	50
	60
	40
	22
	8
	20

	Qприв, Мвар
	28,275
	26,044
	30,165
	24,987
	23,226
	14,374
	5,677
	11,909

	Sприв, МВА
	57,441
	65,409
	67,156
	47,163
	46,254
	26,28
	9,81
	23,277


Рассчитаем потокораспределение для варианта 2а:

Радиальная часть 220 кВ:
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Кольцо 110 кВ:
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Проверка: [image: image39.png]856+ 546~ Sprive =




Результаты расчетов потокораспределения для всех вариантов сведены

в таблицу 5.2

Вариант 1b                                                                                                 Таблица 5.2
	Участок сети
	PЛi, МВт
	QЛi, Мвар
	SЛi, МВА

	0-1
	50
	28.275
	57.441

	0-2
	150
	82.991
	171.428

	2-3
	40
	24.987
	47.163

	2-5
	50
	31.96
	59.342

	5-6
	42
	26.283
	49.546

	6-4
	22
	14.374
	26.28


Вариант 2a
	Участок сети
	PЛi, МВт
	QЛi, Мвар
	SЛi, МВА

	0-1
	50
	28.275
	57.441

	0-2
	150
	85.352
	172.583

	2-3
	90
	55.186
	105.572

	3-4
	30.089
	19.19
	35.688

	3-5
	19.911
	12.771
	23.654

	4-6
	8.089
	4.815
	9.414

	5-6
	11.911
	7.093
	13.863


Вариант 3b
	Участок сети
	PЛi, МВт
	QЛi, Мвар
	SЛi, МВА

	0-1
	96.765
	54.947
	111.277

	0-3
	103.235
	58.68
	118.747

	1-3
	46.765
	26.671
	53.836

	3-4
	50
	31.96
	59.342

	4-6
	28
	17.586
	33.064

	6-5
	8
	5.677
	9.81

	3-2
	60
	30.165
	67.156


6. Выбор сечений и марок проводов на участках сети.

В соответствии с методом экономических токовых интервалов выбор сечения производится по расчетной токовой нагрузке одной цепи линии, определяемой по выражению:

Iрасч=(1(тI((5)/nц

(6.1)

где (1- коэффициент, учитывающий изменение нагрузки линии по годам ее эксплуатации; (т- коэффициент, учитывающий число использования максимальной нагрузки линии (Тнб) и коэффициент ее попадания в максимум нагрузки энергосистемы (км); I((5)- суммарный ток, соответствующий максимальной нагрузке линии на пятый год ее эксплуатации.


Согласно рекомендациям для линий 35-220 кВ значение (1- может быть принято равным 1,05 – что соответствует математическому ожиданию этого коэффициента в области наиболее часто встречающихся темпов роста нагрузки. Значения коэффициента (т- для линий 35-220 кВ при км=1 составляют :

При Тнб(4000 ч – 0,8. При 4000(Тнб(6000 ч – 1,0. И при Тнб(6000 ч – 1,3.


В исходных данных проекта информации о росте нагрузки подстанций нет, поэтому I((5) просто равен Imax , Тнб=4200 ч. и ки=1 , а следовательно (т равен 1.


Полученное по (6.1) значение Iрасч сравнивается со значением предельных экономических нагрузок Iпр.эк.i для различных сечений проводов Fi.

Выполнение условия Iпр.эк.i-1( Iрасч( Iпр.эк.i означает необходимость выбора сечения Fi, поскольку в интервале токовых нагрузок от Iпр.эк.i-1 до Iпр.эк.i линия с сечением провода Fi характеризуется меньшими значениями приведенных затрат на ее сооружение и эксплуатацию. Необходимо заметить, что одноцепные линии 110 кВ, сечением менее 120 мм2, сооружаемые на ж/б опорах в III районе по гололеду по [1] не имеют экономических интервалов токовых нагрузок и к применению не рекомендуются. 

Для варианта 1b:

[image: image189.png]


                                            кВ

[image: image190.png]o0 2 Loz 0121.75
f0p =0l g g = T = 2 = 4537 Ou



[image: image191.png]Py g tmd £ Quf Fnd f

UHoM

ATy =



                                                                                                                                           

Используя полученное значение, по табл.7.8 [1]выбираем провод   АС 240/32 (r0 (t=20C)=0,12 [Ом/км] , x0=0,405 [Ом/км]).

По табл. 7.12 [1], длительно допустимый ток для этого провода- 305 А , что превышает Iрасч.

Далее необходимо проверить выбранное сечение по условию допустимого нагрева. Для каждого из участков сети необходимо определить тот послеаварийный режим при наибольших нагрузках подстанций, при котором по нему будет протекать наибольшая мощность, выполнить сравнение значения тока в этом режиме и длительно допустимого тока Iдоп , принимаемого по табл.7.12 [1] для выбранной марки провода.
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Для сечения АС 240/32 Iдоп=605 А, что удовлетворяет условию Iп.ав( Iдоп .

Также можно отметить, что чем больше температура  окружающей среды, тем меньше длительно допустимая токовая нагрузка линии. Значения Iдоп определяются для расчетной температуры воздуха То=25оС. Если фактические условия эксплуатации отличаются по значению температуры воздуха от расчетных условий, то для новых условий с температурой То’ значение допустимого тока I’доп может быть вычислено по уже известному значению Iдоп по формуле :


I’доп= Iдоп(
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  (6.2)

где кт – поправочный коэффициент, учитывающий отличие фактической температуры воздуха от расчетной. Тпр.доп – длительно допустимая температура провода (70оС).

Поэтому при невыполнении условия Iп.ав( Iдоп , сравниваем Iп.ав и I’доп, и при необходимости выбираем большее сечение провода.

Результаты расчетов сводим в таблицу 6.1 :

Вариант 1b                                                                                                  Таблица 6.1а

	Участок схемы
	Uном,

кВ
	Iрасч, А
	Марка провода
	Iп.ав, А
	Iдоп, А
	ro,

Ом/км


	хo,
Ом/км

	Расч.
	Откл.

П/ав.
	
	
	
	
	
	
	

	0-1
	0-1
	220
	79.141
	АС 240/32
	158.281
	605
	0.121
	0.435

	0-2
	0-2
	220
	236.188
	АС 240/32
	472.376
	605
	0.121
	0.435

	2-3
	2-3
	110
	129.959
	АС 120/19
	259.919
	390
	0.294
	0.427

	2-5
	2-5
	110
	163.518
	АС 150/24
	327.037
	450
	0.198
	0.42

	6-4
	6-4
	110
	72.415
	АС 95/16
	144.829
	330
	0.306
	0.434

	5-6
	5-6
	110
	136.525
	АС 120/19
	273.051
	390
	0.294
	0.427


Вариант 2a                                                                                                  Таблица 6.1b
	Участок схемы
	Uном,

кВ
	Iрасч, А
	Марка провода
	Iп.ав, А
	Iдоп, А
	ro,

Ом/км


	хo,

Ом/км

	Расч.
	Откл.

П/ав.
	
	
	
	
	
	
	

	0-1
	0-1
	220
	79.141
	АС 240/32
	158.281
	605
	0.121
	0.435

	0-2
	0-2
	220
	237.779
	АС 240/32
	475.558
	605
	0.121
	0.435

	2-3
	2-3
	220
	145.454
	АС 240/32
	290.909
	605
	0.121
	0.435

	3-5
	3-4
	110
	130.36
	АС 150/24
	327.172
	450
	0.198
	0.42

	3-4
	3-5
	110
	196.677
	АС 185/29
	327.172
	510
	0.162
	0.413

	4-6
	3-5
	110
	51.88
	АС 120/19
	182.343
	390
	0.294
	0.427

	5-6
	3-4
	110
	76.4
	АС 120/19
	273.11
	390
	0.294
	0.427


Вариант 3b                                                                                                   Таблица 6.1c
	Участок схемы
	Uном,

кВ
	Iрасч, А
	Марка провода
	Iп.ав, А
	Iдоп, А
	ro,

Ом/км


	хo,

Ом/км

	Расч.
	Откл.

П/ав.
	
	
	
	
	
	
	

	0-1
	0-3
	220
	306.627
	АС 300/39
	634.373
	710
	0.098
	0.429

	0-3
	0-1
	220
	327.212
	АС 300/39
	634.373
	710
	0.098
	0.429

	1-3
	0-3
	220
	148.347
	АС 240/32
	476.092
	605
	0.121
	0.435

	3-2
	3-2
	110
	185.051
	АС 185/29
	370.102
	510
	0.162
	0.413

	3-4
	3-4
	110
	163.518
	АС 150/24
	327.037
	450
	0.198
	0.42

	4-6
	4-6
	110
	91.11
	АС 120/19
	182.221
	390
	0.294
	0.427

	6-5
	6-5
	110
	27.03
	АС 70/11
	54.06
	265
	0.428
	0.444


7. Оценка потерь напряжения и активной мощности.

7.1 Оценка потерь напряжения в нормальном режиме.

Расчет активного сопротивления будем вести для среднеянварской температуры

 -10ºС.
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                                 (7.1a)                                    (7.1b)

                                                                             (7.2) 

Для линий 110 кВ потери напряжения считаем как:
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                                                        (7.3)

Где ∆Ud_f–потери напряжения в линии d-f, Pd_f и Qd_f–активная и реактивная мощности по линии. ro,xo–активное и реактивное сопротивления 1 км линии;  rлtd_f–приведенное по (7.2) к среднеянварской температуре активное сопротивление линии, раcсчитанное по (7.1а); xлtd_f –реактивное сопротивление линии (по 7.1b). При этом мы пренебрегаем поперечной составляющей падения напряжения в линии 110 кВ, т.к. принимаем равными потери и генерацию в них  реактивной мощности.

Для линий 220 кВ при учете поперечной составляющей падения напряжения:
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                                                        (7.5)
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                                                  (7.6)          

Где Ud –напряжение в узле d (в начале линии), Uf –напряжение в узле f (в конце линии). ∆Ud_f и δUd_f - продольная и поперечная составляющая падения напряжения.

Пример расчета для линии 0-2 варианта 1b:
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Результаты расчетов потерь напряжения в норм. режиме в кВ и в % от Uном для всех схем приведены в таблице 7.1.

Вариант 1b                                                                                                     Табл.7.1а

	Линия
	Uном, кВ
	nц
	rлi, Ом
	rtлi, Ом
	Xлi, Ом
	ΔUлi,

	
	
	
	
	
	
	кВ
	%

	0-1
	220
	2
	5.445
	4.792
	19.575
	3.573
	1.624

	0-2
	220
	2
	4.537
	3.993
	16.313
	8.668
	

3.94


	2-3
	110
	2
	5.603
	4.93
	9.607
	3.975
	3.614

	2-5
	110
	2
	6.336
	5.576
	13.44
	6.439
	5.854

	6-4
	110
	2
	3.825
	3.366
	5.425
	1.382
	1.256

	5-6
	110
	2
	2.801
	2.465
	4.804
	2.089
	1.899


Суммарные потери напряжения до подстанций 1 и 2 по линиям 220 кВ

[image: image48.png]1o

AUzozo_1 =4V 1 = 35735 AUnogo_1y = AU0m0_1 550 = 1624 %

100
AUgo030_2 = AUp_p = 8668 xB AU22020_2% = AU22050_2" 550 = 394 %




Суммарные потери напряжения до подстанций 3 и 4 по линиям 110 кВ:



Устройства РПН трансформаторов и автотрансформаторов в состоянии обеспечить на шинах 10 кВ напряжение в соответствии с принципом встречного регулирования.

Вариант 2a                                                                                                     Табл.7.1b
	Линия
	Uном, кВ
	nц
	rлi, Ом
	rtлi, Ом
	Xлi, Ом
	ΔUлi,

	
	
	
	
	
	
	кВ
	%

	0-1
	220
	2
	5.445
	4.792
	19.575
	3.573
	1.624


	0-2
	220
	2
	4.537
	3.993
	16.313
	8.845
	

4.02


	2-3
	220
	2
	2.7
	2.376
	9.113
	3.409
	1.55

	3-4
	110
	1
	4.374
	3.849
	11.151
	2.998
	2.725

	3-5
	110
	1
	7.425
	6.534
	15.75
	3.011
	2.737

	5-6
	110
	1
	5.603
	4.93
	9.607
	1.153
	1.048

	6-4
	110
	1
	6.225
	5.478
	10.675
	0.87
	0.79


Суммарные потери напряжения до подстанции 6 по линиям 110 кВ и до подстанций 3 и 1 по линиям 220 кВ:
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Устройства РПН трансформаторов и автотрансформаторов в состоянии обеспечить на шинах 10 кВ напряжение в соответствии с принципом встречного регулирования.

Вариант 3b                                                                                                     Табл.7.1c
	Линия
	Uном, кВ
	nц
	rлi, Ом
	rtлi, Ом
	Xлi, Ом
	ΔUлi,

	
	
	
	
	
	
	кВ
	%

	0-1
	220
	1
	8.82
	7.762
	38.61
	12.538
	5.699

	0-3
	220
	1
	10.731
	9.443
	46.975
	16.072
	

7.305


	1-3
	220
	1
	6.715
	5.91
	24.142
	4.138
	1.881

	3-2
	110
	2
	3.645
	3.208
	9.292
	4.298
	3.907

	3-4
	110
	2
	2.673
	2.352
	5.67
	2.717
	2.47

	4-6
	110
	2
	3.112
	2.739
	5.337
	1.551
	1.41

	6-5
	110
	2
	4.815
	4.237
	4.995
	0.566
	0.515


Суммарные потери напряжения до подстанции 3 по линиям 220 кВ и до подстанций 2 и  5 по линиям 110 кВ:
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Устройства РПН трансформаторов и автотрансформаторов в способны обеспечить на шинах 10 кВ напряжение в соответствии с принципом встречного регулирования.

7.2 Оценка потерь напряжения в послеаварийном режиме.

Расчет активного сопротивления будем вести для среднеянварской температуры 

-10ºС.

В качестве послеаварийного режима  для двухцепных линий рассматривается отключение одной цепи, вызывающее наибольшие потери напряжения.

Для кольца рассматривается отключение наиболее нагруженной линии, при этом параметры самой линии не меняются, но изменяется потокораспределение. 

Пример расчета для линий участка 0-3 сети 220 кВ варианта 2a:
Линия 0-2:
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Линия 2-3:
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т.к. потери в линии 0-2 больше потерь в линии 2-3 то в качестве наиболее тяжелого послеаварийного режима будем рассматривать отключение одной цепи линии 0-2, что будет учтено далее.

Результаты расчетов потерь напряжения в послеаварийном режиме для всех схем приведены в таблице 7.2.

Вариант 1b                                                                                                     Табл.7.2а

	Линия
	Uном, кВ.
	ЛЭП, отк. пав*
	rлi пав,

Ом
	rtлi пав,

Ом
	Xлi пав,

Ом
	ΔUлi пав

	
	
	
	
	
	
	кВ
	%

	0-1
	220
	0-1
	10.89
	9.583
	39.15
	7.078
	3.217

	0-2
	220
	0-2
	9.075
	7.986
	32.625
	16.887
	

7.676


	2-3
	110
	2-3
	11.205
	9.86
	19.215
	7.95
	7.23

	2-5
	110
	2-5
	12.672
	11.151
	      26.88
	12.879
	11.708

	6-4
	110
	6-4
	7.65
	6.732
	10.85
	2.764
	2.513

	5-6
	110
	5-6
	5.603
	4.93
	9.607
	4.178
	3.798


*ЛЭП отк. пав - линия, отключенная в рассчитываемом послеаварийном режиме; при совпадении в таблице рассматриваемой линии и ЛЭП отк.пав в качестве послеаварийного режима рассматривается отключение одной цепи линии. 

Суммарные потери напряжения до подстанций 4, 3 по линиям 110 кВ  и  п/ст 2, 1 по линиям 220 кВ:

[image: image66.png]AU11022_dnas = AU2_5map + AUs 6+ 4Ug 4 =16.35 18 AU11052_dnasts = 14863 %

AU11082_dnap = AUz 5+ 8Us_gnap + AUg 4 = 1199958 AU11052_dnasts = 10909 %

AU11052_3nas = AU2 3nap = 795 1B AU11052_3nasts = 7228 %




[image: image67.png]AU92050_2mae = AU0_onag = 16887 1B AUp2050_2mass = 7676 %

AU2050_tnas = AU 1nes = 7078 1B AU3200_1nasts = 3217 %




Устройства РПН трансформаторов и автотрансформаторов в состоянии обеспечить на шинах 10 кВ напряжение в соответствии с принципом встречного регулирования.

Вариант 2a                                                                                                     Табл.7.2b
	Линия
	Uном, кВ.
	ЛЭП, отк. пав
	rлi пав,

Ом
	rtлi пав,

Ом
	Xлi пав,

Ом
	ΔUлi пав

	
	
	
	
	
	
	кВ
	%

	0-1
	220
	0-1
	10.89
	9.583
	39.15
	7.078
	3.217

	0-2
	220
	0-2
	9.075
	7.986
	32.625
	17.243
	

7.838


	2-3
	220
	2-3
	5.445
	4.792
	19.575
	6.763
	3.074

	3-5
	110
	3-4
	7.425
	6.534
	15.75
	7.546
	6.86

	5-6
	110
	3-4
	5.603
	4.93
	9.607
	4.178
	3.798

	6-4
	110
	3-4
	6.225
	5.478
	10.675
	2.491
	2.265


Суммарные потери напряжения до подстанции 3, 1 по линиям 220 кВ и до подстанции 4 по линиям 110 кВ:

[image: image68.png]AU11053 dnae = U3 5pae + AUS_gnas + AUs_anae = 1421518 AU11053 dnasts = 12922%




[image: image69.png]AU3050. 3nas = AU0 2nas + 4T3 3 = 20652 1B AU0050 3nasts = 9387 %




[image: image70.png]AU22020_tnas = AU0_1nas = 7078 1B AU22020_tnasts = 3217 %




Устройства РПН трансформаторов и автотрансформаторов  способны обеспечить на шинах 10 кВ напряжение в соответствии с принципом встречного регулирования.

Вариант 3b                                                                                                     Табл.7.2c
	Линия
	Uном, кВ.
	ЛЭП, отк. пав
	rлi пав,

Ом
	rtлi пав,

Ом
	Xлi пав,

Ом
	ΔUлi пав

	
	
	
	
	
	
	кВ
	%

	0-1
	220
	0-3
	8.82
	7.762
	38.61
	24.642
	11.201

	0-3
	220
	0-1
	10.731
	9.443
	46.975
	29.269
	

13.304


	1-3
	220
	0-3
	6.715
	5.91
	24.142
	12.907
	5.867

	3-2
	110
	3-2
	7.29
	6.415
	18.585
	8.596
	7.815

	3-4
	110
	3-4
	5.346
	4.704
	11.34
	5.433
	4.939

	4-6
	110
	4-6
	6.225
	5.478
	10.675
	3.101
	2.819

	6-5
	110
	6-5
	9.63
	8.474
	9.99
	1.132
	1.029


Суммарные потери напряжения до подстанции 3 по линиям 220 кВ до подстанций 2 и 5 по линиям 110 кВ:

[image: image71.png]AU22050_3nae = AU0_1nae + AU1_3mas = 37549 B AU22050_3nasvs = 17:068 %




[image: image72.png]AU11053 5Snas = AU3 dpas + 404 g+ 4TUg 5 =755 B AU11053 5masts = 6863 %




[image: image73.png]AU11073 Smas = U3 4+ AU4 grap +ATg 5 = 638433 AU 1053 snast = 5803 %




[image: image74.png]AU11023_2nap = AU3_2nap = 8596 B AU11053_2nasts = 7814%




Устройства РПН трансформаторов и автотрансформаторов в способны обеспечить на шинах 10 кВ напряжение в соответствии с принципом встречного регулирования.

7.3 Оценка потерь активной мощности в линиях.

Оценим потери активной мощности в ЛЭП и рассчитаем ΔPср_1b и ΔPср_2a –потери активной мощности для различающихся частей вариантов 1b и 2a.

Пример расчета для линии 0-1 варианта 1b:

[image: image75.png]2 2
Py 1+ Q 2 2
APy ol DO SBT3y Mee
0_1 ) ni0_1 S
220° 220°




Результаты расчетов потерь активной мощности для всех схем приведены в таблице 7.3.

Вариант 1b                                                                                        Табл. 7.3a       

	Линия
	0-1
	0-2
	2-3
	2-5
	5-6
	6-4

	ΔP, МВт
	0.327
	2.424
	0.906
	1.623
	0.5
	0.192


[image: image76.png]APy 1, = APg 1 +4APq o+ APy 3+ APy 5+APs ¢+ APg 4 = 5972 MBr

APy, 1, = APy 3+ APy 5+ APs ¢+ APg 4 = 3221 MBT




Вариант 2a                                                                                                         Табл. 7.3b       
	Линия
	0-1
	0-2
	2-3
	3-5
	3-4
	4-6
	5-6

	ΔP, МВт
	0.327
	2.457
	0.552
	0.302
	0.405
	0.04
	0.078


[image: image77.png]APy 9= AP( 1 +ARg 5+ APy 3+APg 5+ APy 4+ ARy g+ AR5 ¢ = 4161 MBr

APey 9, = APy 3+ 4P 5+AP3 4+ 4Py g+APs ¢ = 1377 MBr




Вариант 3b                                                                                                         Табл. 7.3c       
	Линия
	0-1
	0-3
	1-3
	3-2
	3-4
	4-6
	6-5

	ΔP, МВт
	1.986
	2.751
	0.354
	1.196
	0.685
	0.247
	0.034


[image: image78.png]APy 3= ARy 1 +APq 3+ APy 3+AP3 5+ APg 4+ APy g+ APg 5 = 7.252 MBr




8. Определение технико-экономических показателей вариантов схем сети, их сопоставление.

8.1 Условия сопоставимости и критерий выбора оптимального варианта.


Варианты, подлежащие сравнению с целью выбора из них оптимального, должны удовлетворять условию экономической сопоставимости. Применительно к вариантам проектируемой сети это означает, что они должны обеспечивать одинаковый полезный отпуск электроэнергии потребителям.


Выбор оптимального варианта производится по критерию минимума приведенных народнохозяйственных затрат (З(), которые для К-ого варианта определяются выражением :

З(.К.=Ен( К(.К+И(.К+Зпот.(.К+У(.К
(8.1)

где Ен = 0,12 [1/год] - нормативный коэффициент сравнительной эффективности капиталовложений; К(.К - cуммарные единовременные капиталовложения [тыс.руб]; И(.К - суммарные ежегодные издержки на амортизацию, текущий ремонт и обслуживание [тыс.руб]; Зпот(.К- суммарные затраты на возмещение потерь мощности и электроэнергии [тыс.руб] ; У(.К - суммарный вероятный народнохозяйственный ущерб от аварийных и плановых перерывов электроснабжения потребителей [тыс.руб] [4].


Использование выражения (8.1) предполагает, что сооружение проектируемой сети производится в течение года, то есть не учитывается распределение затрат во времени. При определении суммарных приведенных затрат обязательным условием является исключение тех составляющих в каждом из слагаемых (8.1), которые соответствуют одинаковым по своим техническим характеристикам объектам в сравниваемых вариантах.


При сопоставлении вариантов равноэкономичными считаются те, значения приведенных затрат для которых отличаются не более, чем на 5%. Выбор варианта из числа равноэкономичных производится с учетом ряда дополнительных характеристик, которые обычно не имеют экономических эквивалентов. К ним относятся простота, надежность и оперативная гибкость схемы, возможность ее дальнейшего развития при росте нагрузок, удобство эксплуатации, расход цветного металла, количество потребного электрооборудования и т.п [3].

8.2 Определение капиталовложений на сооружение сети.


Суммарные капиталовложения на сооружение рассматриваемого варианта сети является суммой затрат на сооружение линий и подстанций :



К(= Кл(+ Кп/ст(

(8.2)

В свою очередь суммарные капиталовложения на сооружение линий электропередач определяются выражением :



Кл(=
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(8.3)

где i= 1,2…n – номер линии в сети одного номинального напряжения ; u=1,2…m – номер ступени напряжения ; Кол i,u – укрупненный показатель стоимости сооружения 1км линии ; Li,u – длина i-ой линии u-ого номинального напряжения.


Суммарные капиталовложения на сооружение понижающих подстанций сети определяются как :



Кп/ст(
=
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(8.4)

где j=1,2…t – номера подстанций; Кп/ст j–стоимость сооружения j-ой подстанции, определяемая выражением :



Кп/ст j=Ктр(+Кру(+Кдоп(+Кпост(
(8.5)

где  Ктр( , Кдоп( - суммарные стоимости трансформаторного и дополнительного оборудования ; Кру( - суммарная стоимость РУ ; Кпост( -постоянная составляющая затрат на сооружение подстанции.

8.3 Определение издержек на амортизацию и обслуживание.


При технико-экономическом сопоставлении вариантов электрических сетей ежегодные издержки определяют как долю от капиталовложений, т.е.


Ил.i=ал.i(Кл.i,j , Ип.ст.i= ап.ст.i(Кп.ст.i,j
(8.6)

где ал.i , ап.ст.i – общие нормы отчислений от капиталовложений соответственно для линий и подстанций, складывающиеся из норм амортизационных отчислений и отчислений на текущий ремонт и обслуживание.


Для воздушных линий электропередач 35 кВ и выше нормы амортизационных отчислений и затрат на эксплуатацию составляют 2,8% , а для силового электротехнического оборудования и РУ до 150 кВ (220 кВ) эти нормы составляют 9,4% (8,4%). 

8.4 Определение затрат на возмещение потерь мощности и электроэнергии.


Потери мощности в любом i-ом элементе электрической сети, схема замещения которого содержит продольные и поперечные ветви с активными сопротивлениями (проводимостями), состоят из двух компонент :



(Эi = (Э’i +(Э’’i

(8.7)

Величина (Э’i – и соответствующая ей величина (P’i зависят от передаваемой через элемент мощности, и поэтому данные потери называют нагрузочными (переменными). К ним относят потери на нагрев проводов линий, потери в обмотках трансформаторов и т.п.

Вторая составляющая ((Э’’i , (P’’i) не зависит от передаваемой через элемент мощности, поэтому данные потери называются условно-постоянными (потери холостого хода трансформаторов, потери на корону, диэлектрические потери в кабелях и конденсаторах и т.п).

Соотношение максимальных потерь мощности и годовых потерь электроэнергии в первом случае определяется временем годовых потерь (i [час/год], т.е. (Э’i = (P’i((i ; во втором случае – числом часов работы данного элемента за год Тр,i , [час/год] : 

(Э’’i =(P’’i(Тр,i . Значение Тр,i  на стадии сравнения вариантов может быть принято для всех элементов сети одинаковым и равным Тр,i = 8760 час/год. Значение (i вычисляем по упрощенной формуле :


 (i = (0,124+ Тнб,i (10-4 )2(8760
(8.8)

Соответственно приведенные затраты на возмещение потерь мощности и электроэнергии в i-ом элементе сети определяются как:



Зпот.i = з’э.i (Э’i + з’’э.i (Э’’i

(8.9)

где  з’э.i = f((i , (мi),  з’’э.i = f(Тр,i) – удельные затраты на покрытие условно-переменных и условно-постоянных потерь соответственно;

(мi = К2мi – коэффициент попадания максимума потерь в i-ом элементе в максимум нагрузки энергосистемы. Поскольку, согласно заданию, Кмi = 1, то значение з’э.i выбирается по (i .

Суммарные затраты на компенсацию потерь :



 Зпот(= з’э((((Рл,i + з’’э(nтр((Р(хх)тр,i(8760
(8.10)

8.5 В соответствии с изложенной методикой сравним

варианты 1b и 2a

Определение капиталовложений на сооружение сети.

Суммарные капиталовложения на сооружение рассматриваемого варианта сети является суммой затрат на сооружение линий и подстанций .

 Затраты на сооружение подстанций (в тыс.руб.):

Стоимости  различающегося трансформаторного оборудования подстанций (варианты 1b,2a) (в тыс.руб.):

[image: image81.png]Epp 3= % Ky =332

Ripoa 3= 253 Kppoa o= 109




Постоянные составляющие сооружения подстанций (в тыс.руб.):

Вариант 1b:

	П/ст
	2
	3
	4
	5
	6

	Kпост1
	520
	210
	210
	290
	290

	nяч
	4
	8
	3
	3
	8
	8

	Uном
	220
	110
	110
	110
	110
	110


[image: image82.png]A110_1= 30 Bgpo 1= 4




Вариант 2a:

	П/ст
	2
	3
	4
	5
	6

	Kпост1
	460
	520
	290
	290
	290

	nяч
	8
	4
	4
	4
	4
	4

	Uном
	220
	220
	110
	110
	110
	110


[image: image83.png]17110_2 = 16 Bagw200 2




Стоимости ячеек (тыс.руб.):

[image: image84.png]Koo = 130 Kgyq10=57




Тогда стоимости сооружения подстанций для вариантa 1b (в тыс.руб.):

[image: image85.png]Bop1= 2 (Kppip 2+ Kppy_3) = 832




[image: image86.png]Kpy 1= 852201 K220 + 0a110_1 K110 = 2230




[image: image87.png]Kroer_1 = Knoer1_2+ Knoer1_3+ Knoer1 4+ Knoer1 5+ Knoer1_g = 1520




[image: image88.png]Rpe1= Kot +Epy 14K,

et 1= 4582

TocT_!




[image: image89.png]Kre1_220 = 2A¥rp1b_2) + (am020_1 Kammo20) + (Knoer1_2) = 1704




[image: image90.png]Kne1_110= Kye1 =~ Kpe1_opo = 2878




Результаты расчетов сведем в таблицу:

	Вариант
	Kтр
	Kру
	KпостΣ
	Kпс
	Kпс110
	Kпс220

	1b
	832
	2230
	1520
	4582
	2878
	1704

	2a
	724
	2472
	1850
	5046
	1782
	3264


Затраты на сооружение ЛЭП (в тыс.руб.):

 Опоры железобетонные, двухцепные линии 220 кВ:

Вариант сети 1b:

[image: image91.png]Emsmeo 1,=0




Вариант сети 2a:

                                                                     [image: image92.png]1377



     

Опоры железобетонные, двухцепные линии 110 кВ

Вариант сети 1b:

[image: image93.png]04 Kgp5=222 Kos6=204  Kggq =210

K23

Kmmito_tb = Ko23 Loz +Koas Los+Kosg Lo+ Koga Lag = 33228




Опоры железобетонные, одноцепные линии 110 кВ:

Вариант сети 2a:

[image: image94.png]Kgzg=132 K 3y =138 Kogg =131 Ky56=131

Romm110_2a = Ko35 L35+ Koza - Laa + Kogg- Lag + Kosg-Lsg = 1489.85




Стоимость сооружения ЛЭП (c учетом удлинения трассы)
(в тыс.руб.): :

[image: image95.png]Kp =120 +

Bapuant cet 1b:

Kmom_tb = Krp - (Kmomezo_tb + Kismito_ty) = 3987.36
Baprat cera 2a
K15m_2a = Krp- (Kimom220_2a + Kirsmig_2a) = 344022




Суммарные капиталовложения для сравниваемых вариантов (в тыс.руб.):

[image: image96.png]Bapuant cern 1b: Ky gy, = Koy g1, + Kpppq = 856936




[image: image97.png]Bapuant cetn 22 Ky o, = Kypoqp 0, + Kpop = 8486.22




Издержки (в тыс.руб.):.

На амортизацию и обслуживание  ЛЭП более 35 кВ:

[image: image98.png]ag; =28




[image: image99.png]R
Hop 1 = Jog Kaom1b = 111646




[image: image100.png]



Издержки для п/ст:

[image: image101.png]anc110 = %4 2geop0 = 84




[image: image102.png]Anc220

ot 220 = 413663




[image: image103.png]Anc220

Kpep 00 = 441.684




Суммарные издержки:

[image: image104.png]525.314

Uy 1 = Hep 16t Hpe_1p




[image: image105.png]



Приведённые народно-хозяйственные затраты (в тыс.руб.):
[image: image106.png]S31p = 0.12-Ky 1, + Hy 1, = 1553.637




[image: image107.png]39q = 0.12-Ky o, +Hy, 9, = 1556357




Определение затрат на возмещение потерь мощности и электроэнергии.

Потери в линиях для отличающихся частей вариантов 1b и 2a (после п/ст. 2):

[image: image108.png]BapuarT cetn 1b: AP, qp, = 3221

op_1

Bapuant cetu 2a AP, =1377

o0 2a




Потери холостого хода трансформаторов [кВт]:

Вариант сети 1b:

[image: image109.png]APon =125 APr3 =27 AP gy =2 (AP o+ AP, 3) =304

03]




Вариант сети 2a:

[image: image110.png]APyyp=36 APz =65  APgo, =2 (AP o+ AP, )= 202




Определение удельных затрат на возмещение потерь:

По рис. 8.1 [1] для                         и


                                                                    , для ОЭС европейской части РФ (
[image: image111.png]xon

xon





Затраты на возмещение переменных потерь (в тыс.руб.):

[image: image112.png]AP, 11071 = 200403

10771 = 85674

Pep 22




Затраты на возмещение постоянных потерь (в тыс.руб.):

[image: image113.png]3
AP 5, 10778760 = 47.935

5

APypo,- 10708760 = 31851




Суммарные затраты для сравниваемых вариантов:

[image: image114.png]31 = 31p + F'qp + 3"y, = 1801975 py6
Bpg, = 3g,+ g+ 3"y, = 1673882 py6




[image: image115.png]3p1p =3
Ay = 2 TERR 0 108

3g1p




В результате сравнения вариантов 1b и 2a выбираем вариант 2a как вариант с наименьшими приведенными затратами. 

8.6 Сравним варианты 2а и 3b
Определение капиталовложений на сооружение сети.

Суммарные капиталовложения на сооружение рассматриваемого варианта сети является суммой затрат на сооружение линий и подстанций .

 Затраты на сооружение подстанций (в тыс.руб.):

Стоимости  различающегося трансформаторного оборудования подстанций (варианты 2a, 3b):  
Оборудование одинаково

Постоянные составляющие сооружения подстанций:

Вариант 3b:

	П/ст
	1
	2
	3
	4
	5
	6

	Kпост1
	460
	290
	520
	290
	210
	290

	nяч
	4
	3
	4
	8
	8
	3
	8

	Uном
	220
	220
	220
	110
	110
	110
	110


[image: image116.png]N7a110 3= 30 fgyoog 3





Вариант 2a:

	П/ст
	1
	2
	3
	4
	5
	6

	Kпост1
	460
	460
	520
	290
	290
	290

	nяч
	4
	8
	4
	4
	4
	4
	4

	Uном
	220
	220
	220
	110
	110
	110
	110


[image: image117.png]17110_2 = 16 Bagw200 2




Стоимости ячеек:

[image: image118.png]Koo = 130 Kgyq10=57




Тогда стоимости сооружения подстанций для вариантa 3b:

[image: image119.png]



[image: image120.png]Kpy 3= 080203 K220 T 8110_3 K110 = 2750




[image: image121.png]moer_3= Kroer3 1+ Knoer3 2+ Kroer3 3+ Knoer3_4 T Knoer3_5+ Knocrs_6 = 2060




[image: image122.png]Rz = Krp3 + Koy, 3+ Kpocr 3 = 4810




[image: image123.png]Kre3_110 = Kz ~Kpe3_ 220 = 2790




[image: image124.png]Ke3_220 = (nme220_3 Kma220) + (Krocr3_1+ Knoers_3) = 2020




Результаты расчетов сведем в таблицу:

	Вариант
	Kтр
	Kру
	KпостΣ
	Kпс
	Kпс110
	Kпс220

	3b
	0
	2750
	2060
	4810
	2790
	2020

	2a
	0
	2992
	2310
	5302
	1782
	3520


Затраты на сооружение ЛЭП (в тыс.руб.):

Опоры железобетонные, двухцепные линии 220 кВ:

Вариант сети 2a:
[image: image125.png]Koo1=306 Kygp=306  Kopz=306

Kmmm220_2a = Koo1 Lot + Kooz Lo + Koz Loz = 6426



                                                                          

Опоры железобетонные, одноцепные линии 220 кВ:

Вариант сети 3b:

[image: image126.png]K1 =182 Ky3=182 K 3=173

Kymmm220_36 = Koo1- Lot + Kooz Log + Ko13- L3 = 489315




Опоры железобетонные, двухцепные линии 110 кВ

Вариант сети 3b:

[image: image127.png]Ko =236  Kg3q=222 Koq6 =204  EKyg5=214

Kymmmi10_36 = Kozz Loz +Koza-Laa+ Koag Lug + Kogs - Lsg = 26529




Опоры железобетонные, одноцепные линии 110 кВ:

Вариант сети 2a:
[image: image128.png]Ko35 =132 Kg3y=138 Koge =131 K,56=131

Romm110_2a = Ko35- L35+ Koza-Laa + Koge- Lyg + Kosg- Lsg = 1489.85




Стоимость сооружения ЛЭП (c учетом удлинения трассы) :

[image: image129.png]



[image: image130.png]Bapuant cetu 2a

Kimom_2a = Krp - (Kom220_2a+ Ko io_2a) = 9499.02




[image: image131.png]Bapuant cetn 3b:

Kiom 3 = K- (Kiromzoo_s + Kismiio_s) = 9095.26




Суммарные капиталовложения для сравниваемых вариантов (в тыс.руб.):
[image: image132.png]Bapuant cetn 220 Ky o5, = Kypoy 9, + Kppop = 14801.02

Bapnant cetn 3b: Ky 3, = Kypopp 3, + Koz = 1386526




Издержки.

На амортизацию и обслуживание  ЛЭП более 35 кВ (в тыс.руб.):

[image: image133.png]ag; =28




[image: image134.png]- 2x = 265.973
Hon_2a = 7gq K311 22

Hon_3b = Joq KBTI 36 = 253547




Издержки для п/ст:

[image: image135.png]anc110 = %4 2geop0 = 84




[image: image136.png]Anc110 316220

Kpep 200 = 463.188
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Суммарные издержки:

[image: image137.png]729.161

o 2at Hpe 22




[image: image138.png]My 3, = Moy 3, + My 3p, = 685,487




Приведённые народно-хозяйственные затраты (в тыс.руб.):
[image: image139.png]



[image: image140.png]33, = 0.12.Ky 5, +Hy 3, = 2349318




Определение затрат на возмещение потерь мощности и электроэнергии.

Потери в линиях :
[image: image141.png]Bapnantcetn 20 APy o, = 4.161
Bapuant cetn 3b. APy g = 7.252




Потери холостого хода трансформаторов и затраты на возмещение постоянных потерь не рассматриваем, т.к. используемое в сравниваемых вариантах трансформаторное оборудование одинаково.

Определение удельных затрат на возмещение потерь:

По рис. 8.1 [1] для                         и


                                                                    , для ОЭС европейской части РФ (
[image: image142.png]xon

xon





Затраты на возмещение переменных потерь (в тыс.руб.):

[image: image143.png]=3, APy 5, 107" 7 = 258887

. -2
33 =y 4Py 3, 10711 = 451202




Суммарные затраты для сравниваемых вариантов:

[image: image144.png]3500 = 395+ 3'95 = 2764170 pyb

353 = 33 + 33 = 2800 520 py6
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Разница суммарных приведённых затрат (2_3=1.3%, что говорит о том, что варианты 3b и 2a являются равноэкономичными. Вариант 2a характеризуется большими капиталовложениями и издержками, но затраты на компенсацию потерь электроэнергии у варианта 2a значительно ниже. Вариант 2a имеет меньшие значения потерь напряжения, является более перспективным (особенно для развития в направлении п/ст. 1). Поэтому выбор сделан в пользу варианта 2a.
9. Расчет основных режимов сети.

Задачей данного раздела курсового проекта является определение потоков мощности по линиям выбранного варианта электрической сети и напряжений на шинах подстанций в основных расчетных нормальных и послеаварийных режимах работы с учетом потерь мощности и напряжения в элементах сети. Исходными данными для выполнения расчетов являются заданные рабочие напряжение на шинах источника питания, узловые мощности нагрузок, параметры схем замещения элементов электрической сети. Перед выполнением расчета режима работы сети следует для каждой подстанции определить ее расчетную нагрузку, включающую кроме нагрузки потребителей потери мощности в трансформаторах и суммарную реактивную мощность присоединенных к подстанции линий электропередачи.


Линии электропередачи в расчетах режимов представляются П-образной схемой замещения. При определении параметров схемы замещения ВЛ следует учесть, что протяженность ВЛ оказывается больше расстояния по прямой, соединяющей пункты.

9.1 Режим наибольших нагрузок.

Этот режим соответствует режиму зимнего максимума нагрузки в системе (tянваря=+15°С), который имеет место с 18 до 20 часов. Исходные данные и результаты расчетов для этого режима указаны в приложении 1. В данном режиме поддерживается напряжение на подстанции  К, равное 105 % от Uном, желаемое напряжение на шинах 10 кВ подстанций равно  Uжел=10.5 кВ. 

9.2 Послеаварийный режим.

Исходные данные и результаты расчетов для этого режима указаны в приложении 2. Возникновение данного режима рассматривается в период прохождения максимума нагрузки в энергосистеме. В этом режиме отключена  наиболее нагруженная линия 3-4 кольца 110 кВ (3-4-6-5). Именно этот послеаварийный режим характеризовался самыми большими потерями напряжения в сети (см. п. 7.2, часть b), и поэтому выбран в качестве наиболее тяжелого.  На подстанции К поддерживается напряжение, равное 105% от Uном . 

В данном режиме допускается понижение напряжения на шинах 10 кВ подстанций до номинального значения.

9.3 Режим наименьших нагрузок.


Это режим летнего минимума нагрузки в системе (tиюля=+15°С), он имеет место в ночные часы. Исходные данные и результаты расчетов для этого режима указаны в приложении 3. В данном режиме нагрузка на всех подстанциях составляет 30% от максимальной. Режим также характеризуется сниженной выдачей мощности на п/ст. К , в связи с выводом в энергосистеме части генераторов в ремонт. 1. На подстанции  К поддерживается напряжение, равное 100 % от Uном, желаемое напряжение на шинах 10 кВ подстанций равно 10 кВ. 

9.4 Регулирование напряжения в сети.

В этом разделе проекта должны быть выбраны рабочие ответвления понижающих трансформаторов, обеспечивающие поддержание желаемого напряжения на шинах 10 кВ подстанций во всех рассмотренных режимах.


После расчета установившегося режима работы сети известны напряжения на шинах высшего напряжения Uв каждой из подстанции. Проще всего напряжение на шинах низшего напряжения, приведенного к стороне высшего напряжения, определить по выражению :
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Понижающие трансформаторы имеют РПН в нейтрали обмотки высшего напряжения. Ответвление регулируемой части обмотки, обеспечивающее желаемое напряжение на шинах низшего напряжения Uн жел , может быть определено по выражению:


nотв,жел=
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(9.2)

где (Uотв – ступень регулирования напряжения в процентах.


Вычисленное значение округляется до ближайшего целого числа nотв с учетом максимального числа ответвлений. После этого определяется действительное напряжение на шинах низшего напряжения подстанции :


Uн=
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и отклонение напряжения на шинах от номинального напряжения 

(Uном=10 кВ):


(U=
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9.5 Результаты расчета режимов 

Режим наибольших нагрузок :

	№ П/ст.
	1
	2
	3
	4
	5
	6

	Uвысш, кВ
	228.334
	221.624
	211.123
	112.262
	112.486
	111.265

	nотв
	-1(1,5%
	-3(1,5%
	4(1,5%
	-2(1,78%
	-2(1,78%
	-2(1,78%

	Uн(10кВ),кВ
	10.656
	10.615
	10.553
	10.613
	10.618
	10.606


Режим наименьших нагрузок :

	№ П/ст.
	1
	2
	3
	4
	5
	6

	Uвысш, кВ
	220.305
	219.447
	218.968
	111.257
	111.356
	110.999

	nотв
	3(1,5%
	3(1,5%
	-3(1,5%
	3(1,78%
	3(1,78%
	3(1,78%

	Uн(10кВ),кВ
	9.96
	9.913
	9.891
	9.963
	9.967
	9.964


Послеаварийный режим : (отключение линии 3-4) 
	№ П/ст.
	1
	2
	3
	4
	5
	6

	Uвысш, кВ
	228.334
	220.749
	208.637
	99.138
	107.248
	102.168

	nотв
	3(1,5%
	0(1,5%
	2(1,5%
	-7(1,78%
	-2(1,78%
	-4(1,78%

	Uн(10кВ),кВ
	10.044
	10.093
	10.13
	10.172
	10.069
	10.031


Во всех режимах регулировочный диапазон трансформаторного оборудования позволяет получить желаемое напряжение на шинах 10 кВ подстанций.

В послеаварийном режиме есть возможность для дальнейшего повышения уровня напряжения на шинах 10 кВ выше желаемого.

Более подробно см. приложения 1,2,3.
10. Технико-экономические показатели спроектированной сети.

Данный заключительный пункт имеет целью определение расхода денежных средств, необходимых для сооружения сети (единовременных капиталовложений) и для ее эксплуатации в течение года, а также системных затрат на компенсацию потерь мощности и электроэнергии. Помимо этих основных показателей, необходимо определить и ряд вторичных показателей, характеризующих экономичность эксплуатации. К ним относятся: себестоимость передачи электроэнергии по сети, относительное значение суммарных потерь активной мощности в режиме наибольших нагрузок, относительное значение суммарных годовых потерь электроэнергии в сети.

Зональный поправочный коэффициент для заданного расположения сети равен 1.

10.1 Капиталовложения на сооружение ВЛ и издержки их эксплуатации.
Расчёты ведем с учётом поправочных коэффициентов на непрямолинейность трассы (k=1.20). Ki берем по данным [1], Илi  считаем по формуле (8.6).

Результаты расчётов сведены в табл. 10.1.

Таблица 10.1 

	ВЛ
	Uном,

кВ
	nц
	Марка
провода
	К0,тыс.руб/км
	Длина
ВЛ, км
	Кл,

тыс. руб
	Кл( ,

тыс. руб
	Ил( ,

т. руб

/год

	0-1
	220
	2
	АС 240/32
	30.6
	108
	3304.8
	
	

	1-2
	220
	2
	АС 240/32
	30.6
	90
	2754
	
	

	2-3
	220
	2
	АС 240/32
	30.6
	54
	1652.4
	
	

	3-4
	110
	1
	АС 185/29
	13.8
	32.4
	447.12
	9499.02
	265.973

	3-5
	110
	1
	АС 150/24
	13.2
	45
	594
	
	

	4-6
	110
	1
	АС 120/19
	13.1
	30
	393
	
	

	5-6
	110
	1
	АС 120/19
	13.1
	27
	353.7
	
	


10.2 Капиталовложения на сооружение подстанций

и издержки их эксплуатации.

Определим число выключателей 10 кВ на подстанциях 1-6 .

При оценке стоимости ячеек выключателей 10 кВ подстанции надо учитывать ячейки выключателей в цепях понижающих трансформаторов и автотрансформаторов, секционные и шиносоединительные выключатели и выключатели линий 10 кВ, отходящих от шин понижающих подстанций. Количество таких ячеек выключателей определяется исходя из максимальной нагрузки подстанции и мощности, условно приходящейся на одну линию; так при вторичном напряжении 10 кВ такой величиной может быть принято 3-4 МВА.

Число выключателей 10 кВ на ПС.                                     Таблица 10.2
	ПС
	1
	2
	3
	4
	5
	6

	Sн ,МВА
	54.945
	64.516
	44.944
	25
	9.302
	22.222

	Sотход линии МВА
	4
	4
	4
	3
	3
	3

	nвыкл 10 кВ
	14
	18
	12
	10
	4
	8


Определим капиталовложения и издержки .
Результаты расчётов приведены в таблице 10.3.

К дополнительному оборудованию относятся  линейные регуляторы на подстанции 3 (второе слагаемое в графе Kтр). 

Ki взяты по данным [1], Илi  рассчитаны по формуле (8.6).

Стоимость 1 выключателя 10 кВ по [1] составляет 2.3 тыс. руб.

Тогда  для i-той подстанции: Кру ннi= nвыкл 10 кВi*Квыкл 10 кВi=2.3*nвыкл 10 кВi
                                                                                     Таблица 10.3

	ПС
	Uном,

кВ
	Кру, тыс.руб.
	Ктр,

т.руб
	Кпост,

т.руб
	КПС(,

т.руб
	ИПС(,
т.руб/год

	
	
	ВН
	СН
	НН
	
	
	
	

	1
	220/10
	520
	-
	32.2
	338
	460
	1350.2
	113.42

	2
	220/10
	1040
	-
	41.4
	338
	460
	1879.4
	157.86

	3
	220/110/10
	520


	228
	27.6
	506+62
	520
	1863.6
	156.5

	4
	110/10
	228
	-
	23
	126
	290
	667
	62.698

	5
	110/10
	228
	-
	9.2
	98
	290
	625.2
	58.8

	6
	110/10
	228
	-
	18.4
	126
	290
	662.4
	62.26


КПС(=7047.8 тыс. руб, ИПС(=611.538 тыс. руб./год.

10.3 Затраты на компенсацию потерь мощности и себестоимость передачи ЭЭ.
Суммарные нагрузочные потери в сети в режиме наибольшей передаваемой мощности составляют 5.815 МВт  (Приложение 1).

Кроме того учтём потери холостого хода в трансформаторах и автотрансформаторе: (PТР,АТ,ХХ ( = 0.429 МВт; 

(=2592.399 ч,  з’= 2.4 коп/кВт*ч, з”=1.8 коп/кВт*ч. 

В итоге затраты на компенсацию потерь составят :

Зпот=5.815*2592.399*2.4*10-2 +0.429*8760*1.8*10-2 =429.44 тыс.руб/год.
Себестоимость передачи электроэнергии составляет:
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Суммарные потери активной мощности (P(% в сети в процентах определяются без учета коэффициентов одновременности наибольших нагрузок подстанций :
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