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RESUMO

O planejamento bem-sucedido de redes de distribuicdo requer uma metodologia que
inclua um modelo de rede preciso que considere nao apenas os custos econémicos, mas
também os custos associados a confiabilidade do sistema. Considerando estas duas
caracteristicas essenciais, esta tese propoe modelos matematicos que permitam incluir a
avaliacao da confiabilidade dentro do problema do planejamento de expansao de
sistemas de distribuicdo com multiplos estagios, visando expandir os ativos de rede
(ramos e subestagoes) e minimizar os custos de confiabilidade do sistema. Em relagao as
caracteristicas da rede, o modelo de planejamento proposto utiliza um fluxo de poténcia
AC nao-linear e nao convexo, que é convertido em um problema convexo usando
reformulagao conica, técnicas de linearizacao por partes, com o intuito de obter
tratabilidade computacional usando técnicas cldssicas de otimizacao. Além disso, a
avaliacdo de confiabilidade convencional baseada em simulagdo é implementada de
forma equivalente por meio de expressdes algébricas dentro do modelo matematico.
Varios casos de estudo sdo usados para demostrar a eficicia da metodologia de
planejamento proposta.

Palavras-chave: Confiabilidade. Fluxo de poténcia AC. Linearizacdo por partes.
Otimizacao. Planejamento de expansao.



ABSTRACT

Successful planning of distribution networks requires a methodology that includes an
accurate network model that considers not only the economic costs but also the costs
associated with system reliability. Considering these two essential characteristics, this
thesis proposes mathematical models that include reliability assessment within
multi-stage expansion planning problem of distribution systems, aiming at expanding
network assets (branches and substations) and minimizing reliability costs of the system.
In relation to the network characteristics, the proposed planning model uses a
non-convex nonlinear AC power flow, which is converted into a convex problem using
conic reformulation and piece-wise linearization, to obtain the computational
treatability using classical optimization techniques. In addition, conventional
simulation-based reliability assessment is implemented equivalently through algebraic
expressions. Several benchmarks are used to demonstrate the effectiveness of the
proposed planning methodology.

Keywords: AC power flow. Expansion planning. Optimization. Piece-wise linearization.
Reliability.
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1 INTRODUCAO

O principal proposito desta tese é apresentar um conjunto de modelagens
matematicas para problema de planejamento da expansao dos sistemas de distribuicao
(PPESD) considerando aspectos relevantes como a confiabilidade e modelos de rede
computacionalmente tratdveis e precisos, que fornecam suporte ao planejador da rede a

hora de eleger o plano 6timo.

1.1 ANTECEDENTES

Um sistema de poténcia geralmente consiste em unidades de geracao, transmissao
e sistemas de distribuicao. Sendo o sistema de distribuicao uma importante porgao da
rede que conecta o resto dos componentes do sistema de poténcia com os usuarios e
clientes finais (GOMEZ-EXPOSITO; CONEJO; CANIZARES, 2008). A grande maioria dos
sistemas de distribuicdo de energia elétrica (SDEE) operam de forma radial por ser o
modo mais econémico e metodologicamente simples desde o ponto de vista de
planejamento e protecao.

Tradicionalmente, estas redes tem sido projetadas com amplos intervalos de
operacao, que permitem a operagao passiva da rede, resultando assim em um modo
econoémico de administrar a rede. Porém, o investimento em redes de distribuicao é
muitas vezes mais custoso do que na rede de transmissao (GOMEZ-EXPOSITO; CONEJO;
CANIZARES, 2008), que revela a importancia econdmica do planejamento das redes de
distribuicao. Além disso, um plano de expansao viavel deve ndo s6 ser econdémico, mas
também satisfazer varios critérios técnicos e operacionais (WILLIS, 2004).

O planejamento das redes de distribuicdo consiste em determinar a localizacao,
o tempo e o dimensionamento dos ativos de distribuicdo a serem instalados em uma
rede de distribuicdo, de modo que o crescimento da demanda prevista seja satisfeito
durante o um horizonte de planejamento de forma economica e segura (WILLIS, 2004). Os
modelos existentes para resolver o PPESD podem ser classificados em dois grupos: nao-
lineares e convexos. O primeiro grupo de modelos para o PPESDE reflete precisamente as
caracteristicas nao-lineares da rede (isto é, equagoes de fluxo de poténcia AC e perdas de
energia), porém elas sdo formuladas como problemas de programacao nao linear inteira

mista (PNLIM) cuja resolucao é bastante complexa (SEDGHI; AHMADIAN; ALIAKBAR-
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GOLKAR, 2016; AGHAEI et al., 2014; PEREIRA-JUNIOR et al., 2014; MOKRYANI, 2015), sendo
comumente usadas técnicas heuristicas ou metaheuristicas para sua resolucao.

Para superar as desvantagens mencionadas acima, o segundo grupo de modelos
para o PPESD ¢é formulado usando programacgao convexa, a partir da eliminacao das
nao linearidades do modelo original (ASENSIO et al, 2018; HAFFNER et al, 2008;
MUNOZ-DELGADO; CONTRERAS; ARROYO, 2016; TABARES et al., 2016; FRANCO; RIDER;
ROMERO, 2014; JABR, 2013); entretanto, esses modelos tém suas préprias deficiéncias
como seu gasto computacional especialmente para tratar problemas de grande porte,
enquanto que a sua principal vantagem é fornecer medidas respeito a otimalidade. Os
primeiros modelos convexos usados para lidar com as nao linearidades sao aproximacoes
baseadas em programagao linear inteira mista (PLIM) (HAFFNER et al, 2008;
MUNOZ-DELGADO; CONTRERAS; ARROYO, 2016; TABARES et al., 2016; SANTOS et al.,
2017b), assim como modelos de programagao cdnica (FRANCO; RIDER; ROMERO, 2014;
JABR, 2013).

Dentro do problema de planejamento podem ser destacados dois aspectos. O
primeiro aspecto é a consideracado da confiabilidade, definida como a capacidade de
satisfazer continuamente as necessidades do uso de energia elétrica dos usuarios finais
com a quantidade e a qualidade necessarias (CHOWDHURY; KOVAL, 2009). Hoje os
operadores do SDEE estdo sob uma pressao incrementa para prover mais com menos,
onde a desregulamentacao e a competéncia estao a forcar melhoras na eficiéncia e
reducao de custos, ao tempo que os usuarios exigem niveis mais elevando de
confiabilidade no servi¢o. Uma vez que tipicamente o SDEE representa o 40% dos custos
da poténcia eléctrica entregue e o 80% dos problemas de confiabilidade (WILLIS, 2004;
CHOWDHURY; KOVAL, 2009; BROWN, 2008), o planejamento do SDEE é fundamental
para o sucesso financeiro e a satisfacao dos usuérios.

O segundo aspecto exige o desenvolvimento de métodos de planejamento que
incorporem modelos de rede cada vez mais precisos, refletindo caracteristicas
operacionais realistas do sistema, que nao s6 garanta a melhor alternativa economica,
mas também permita satisfazer os critérios técnicos e operacionais. Assim como
avaliacdo da confiabilidade requer de modelos analiticos que simulem carateristicas
relevantes para aumentar a satisfacdo dos usuarios, é preciso contar com modelos de
fluxo de poténcia precisos e que na medida do possivel conservem as carateristicas mais

importantes da rede de distribuicdo. Um modelo para o PPESDE fornecera planos de
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expansao confidaveis somente se incorporar um estudo completo da operacao da rede com

base nas equacoes do fluxo de poténcia AC.

1.2 MOTIVACAO E OBJETIVOS

Poucas sao as técnicas de solugao exatas presentes na literatura para o problema
de planejamento da expansao de redes de distribuicao considerando restrigoes de
confiabilidade (GEORGILAKIS; HATZIARGYRIOU, 2015). Esta questdo metodologica
relevante é conseqiiéncia de dois fatores: (i) a dependéncia de indices de confiabilidade
da topologia da rede, que, por sua vez, é um resultado da otimizagao, e (ii) o uso da
simulagdo para a computagao da confiabilidade na auséncia de expressoes analiticas que
modelem a confiabilidade em termos das variaveis de decisao relacionadas a topologia.

Assim na primeira parte do presente trabalho é proposta uma modelagem
matematica que permita a avaliagdo analitica da confiabilidade sem o uso de técnicas de
simula¢ao (e.g método de Monte Carlo) em redes de distribui¢do existentes, por tanto
com topologia conhecida. Os desenvolvimentos desta se¢ao serao posteriormente usados
dentro do PPESD.

Na segunda parte do presente trabalho sao propostos diferentes modelos
matematicos convexos que permitam tratar as nao linearidades caracteristicas do
PPESD considerando miltiplos periodos de planejamento (FLETCHER; STRUNZ, 2007h),
e que também oferecam a tratabilidade computacional e otimalidade.

Na terceira parte do presente trabalho, os desenvolvimentos em modelagem com
relacao a avaliacao analitica da confiabilidade em redes existentes sao adaptados dentro
dos modelos para o PPESD, onde a topologia é resultado do processo de otimizagao.
Adicionalmente, novos modelos matemaéticos sao propostos para considerar a restauracao
no sistema para melhorar a confiabilidade por meio do dimensionamento de ramos de

reserva.
1.3 METODOLOGIA E DESENVOLVIMENTO DO TRABALHO

No presente trabalho e devido a complexidade inerente do PPESD, serao
desenvolvidas formulagoes mateméaticas de forma separada para considerar os dois

grandes aspectos descritos na secao 1.1. As formula¢bes podem ser resumidas assim:
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1. Um conjunto de sistemas lineares é proposto para a avaliacdo analitica da
confiabilidade em uma rede totalmente automatizada ja existente.

2. Modelos convexos deterministicos, aptos para ser resolvidos por técnicas exatas
conhecidas, sdo apresentados para o PPESD multi-periodo. Esses modelos
reformulam as nao linearidades caracteristicas do problema.

3. Os modelos convexos para o PPESD sao estendidos para incorporar a avaliagdo da
confiabilidade do sistema em um modelo compacto capacitado para fornecer um
plano de expansao que considere os objetivos econdémicos e de confiabilidade.

4. Novos modelos para incorporar capacidade de restauragao do sistema sao propostos

com o objetivo de melhorar a confiabilidade.

1.4 ORGANIZACAO DO TRABALHO

Este trabalho estd organizado da forma descrita a seguir: No Capitulo 2 é
apresentado um modelo matemdatico para o cédlculo das principais grandezas de
confiabilidade em um sistema de distribui¢do radial sob o contexto de uma rede
totalmente automatizada.

No Capitulo 3 é apresentado um modelo matematico para a avaliagdo da
confiabilidade em um sistema de distribui¢do radial sob o contexto de uma rede
pseudo-automatizada.

No Capitulo 4 sao apresentados modelos matematicos convexos deterministicos
para o PPESD multi-periodo que como resultado de otimizacdo permite avaliar a
confiabilidade.

No Capitulo 5 ¢é apresentado um modelo mateméatico para considerar o
dimensionamento de ramos de reserva para a melhora a confiabilidade dentro do PPESD
sob o contexto de uma rede automatizada, permitindo manobras de restauracao.
Seguidamente sdao apresentadas as conclusoes gerais, referéncias bibliograficas e se

anexam os trabalhos publicados e aceitos em revistas de alto impacto.
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2 CONFIABILIDADE EM REDES DE DISTRIBUICAO

Neste capitulo é proposto um conjunto de sistemas lineares para avaliar
analiticamente as principais grandezas de confiabilidade em uma rede de distribuicao
existente sob a consideracao que toda a rede de distribuicdo conta com elementos de
protecao.

Deve-se destacar que apenas se conhecem dois antecedentes imediatos na
literatura especializada que propoem métodos nao baseados em simulacao para calcular
as grandezas de confiabilidade, ambos os métodos empregam otimizacao. Pela primeira
vez na literatura, é apresentado um método equivalente e computacionalmente eficiente
baseado em algebra linear. Portanto, nenhum processo de simulagdo ou otimizacao esta

envolvido na sua resolucao.

2.1 INTRODUCAO

Confiabilidade é um termo abstrato que significa resisténcia, confianca e bom
desempenho. Para sistemas de engenharia, no entanto, ¢ mais do que um termo abstrato;
¢ algo que pode ser computado, medido, avaliado, planejado e projetado em um
equipamento ou sistema. Confiabilidade fala da capacidade de um sistema para
desempenhar a funcdo para que foi concebido nas condi¢cbes de funcionamento
encontradas durante a sua vida util prevista (CHOWDHURY; KOVAL, 2009).

A confiabilidade é definida como a capacidade de um sistema de energia para
atender continuamente as necessidades de eletricidade dos usuérios finais com a
quantidade necessaria e qualidade (WILLIS, 2004). A confiabilidade nos sistemas de
distribuicao é fundamental, uma vez que, conforme relatado na literatura, mais de 80%
de todas as interrupc¢oes de clientes sao devidas a falhas nesse nivel. Portanto, uma
consideracao adequada da confiabilidade na operacao e no planejamento do sistema de
distribuicao é essencial.

Na realidade, os principais indicadores da confiabilidade de um sistema de energia
para os consumidores sdo a frequéncia e a duracdo das interrupc¢oes em seu ponto de
utilizacdo (ou seja, seu ponto de carga). Do ponto de vista da engenharia, a questao
é como vocé determina matematicamente a frequéncia e a duracao das interrupgoes do

ponto de carga?. Os indices de avaliacao da confiabilidade mais usados pelos operadores
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dos sistemas de distribuicdo no mundo sao o indice médio da duracao das interrupgoes
do sistema (SAIDI pelas siglas em inglés System Average Interruption Duration Index),
e o indice médio da freqiiéncia das interrupgoes do sistema (SAIFI pelas siglas em inglés
System Average Interruption Frequency Index) . Os indices de confiabilidade caracterizam
a duragao e a freqiiéncia das interrupgoes de longa duragao (maior ou igual a 5 minutos)
durante periodos de apuragao usualmente de um ano.

Existem muitos outros indicadores e estratégias de andlise da confiabilidade
(BILLINTON; ALLAN, 1996), no entanto, o SAIDI e o SAIFI sdo os mais adequados para
avaliar o impacto das interrupg¢des em termos do numero de usuarios afetados pelas
falhas de longa duracao. Eles permitem fazer andlise do comportamento global da
continuidade nas redes e sao os padroes de referéncia que as agéncias reguladoras
utilizam para calcular as penalidades e incentivos em funcao da qualidade do servigo
elétrico que as empresas de distribuicao estao fornecendo.

Uma técnica relevante e pratica para calcular tais indices é o método analitico
preditivo (WILLIS, 2004; CHOWDHURY; KOVAL, 2009; BROWN; HANSON, 2001). Para uma
topologia de rede dada, o método analitico quantifica o impacto de um conjunto pré-
especificado de eventos na continuidade do servico através da simulagao de interrupgoes de
componentes da rede, um de cada vez. Para este propdsito, sao utilizadas duas informacoes
para calcular indices de confiabilidade normalizados, nomeadamente taxas de falhas e
duragoes de interrupcao.

Devido a dependéncia entre a topologia e o processo de simulagao de falha dos
componentes, métodos aproximados tém sido propostos mais amplamente que os métodos
analiticos para a avaliar os indices de confiabilidade dentro dos problemas de operacao e
planejamento nas redes de distribuigao, onde as decisoes relacionadas com a topologia sao
resultado do processo de otimizacao. Entre os métodos aproximados, grande niimero de
metaheuristicas tém sido usadas para avaliar iterativamente os indices de confiabilidade
de uma populagao de topologias candidatas e guiar a busca dentro do espaco de solugao
(GEORGILAKIS; HATZIARGYRIOU, 2015). A desvantagem dos métodos aproximados é nao
fornecer informacao ao respeito da qualidade da solucao achada nem sua distancia com
relacao a solugao o6tima.

Na literatura encontram-se os trabalhos de Lépez, Lavorato e Rider (2016) e
Munoz-Delgado, Contreras e Arroyo (2018b) como os primeiros a desenvolver métodos

analiticos baseados em otimizacdo que calculam os indices de confiabilidade. Estes
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trabalhos usam o mesmo principio de solu¢do para determinar os indices de
confiabilidade, embora que os problemas de pesquisa resolvidos por cada um sejam
diferentes. A ideia principal de ambos os trabalhos trata de caracterizar o caminho
minimo de cada um dos nés de demanda da rede por meio da resolucao de um problema
de otimizacao para assim conhecer as caracteristicas de confiabilidade em cada né de
carga (LOPEZ; LAVORATO; RIDER, 2016; MUNOZ-DELGADO; CONTRERAS; ARROYO,
2018b) Esta metodologia aumenta consideravelmente o nimero de variaveis das
formulagoes por eles propostas, pois para cada ramo da rede deve ser atribuida uma
variavel que a relacione com a pertenca ou nao para um caminho minimo de
atendimento de um né de carga. Embora as dificuldades mencionadas acima, as
formulagbes em Lépez, Lavorato e Rider (2016) e Munoz-Delgado, Contreras e Arroyo
(2018b) conseguem os mesmos resultados que o método baseado em simulagdo pelo que
representam uma grande contribuicdo para a avaliacdo da confiabilidade dentro dos
problemas das redes de distribuicao.

Seguindo o caminho pavimentado por Lépez, Lavorato e Rider (2016) e Munoz-
Delgado, Contreras e Arroyo (2018b), nesta segdo se apresenta uma nova abordagem nao
baseada em simulacao nem em otimizacao para a avaliagao de confiabilidade analitica de
sistemas de distribuicao. Aqui, o impacto do conjunto de falhas considerado em Munoz-
Delgado, Contreras e Arroyo (2018b), que é mais amplo do que o analisado em Lépez,
Lavorato e Rider (2016), é modelado de forma equivalente. Para esse fim, novas expressoes
lineares sao desenvolvidas e mais especificamente, as taxas de interrupcao esperadas e as
duragoes de cada né de carga sao expressas algebricamente em termos dos valores dessas
magnitudes para os nés adjacentes.

O modelo resultante é um sistema de equagoes lineares. Portanto, nenhum processo
de simulacao ou otimizacao esta envolvido e algoritmos eficazes estdo disponiveis para
resolvé-los. Os testes realizados sugerem uma superioridade computacional maior sobre a

abordagem apresentada em Mutioz-Delgado, Contreras e Arroyo (2018b).

2.2 MODELO PARA A  AVALIACAO ANALITICA DA
CONFIABILIDADE

A avaliacdo da confiabilidade em sistema de distribui¢ao utilizada ao longo deste

capitulo estd baseada na metodologia proposta por Billinton e Allan (1996), Willis (2004),
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Chowdhury e Koval (2009), Brown e Hanson (2001), Brown (2008). O calculo dos indices
de confiabilidade padrao baseia-se no conhecimento da topologia da rede e da condicao
de carga (MUNOZ-DELGADO; CONTRERAS; ARROYO, 2018b). Por tanto, a avaliagdo da

confiabilidade se faz sob as seguintes suposicoes:

e Somente interrupgoes sofridas devido a falhas individuais dos ramos sao
consideradas. As falhas dos ramos sao caracterizadas por taxas de falha e duragoes
de interrupcao;

o Considera-se a operacao radial do sistema em que cada ramo ligado a uma
subestagdo estd equipado com um disjuntor sem um religador na saida da
subestacao;

o Todos os ramos estao equipados com chaves que permitem o isolamento da parte do
sistema a jusante da falha para satisfazer a parte do sistema que esta a montante da
falha e que pode ser restaurada. Assim, uma vez que ocorreu uma falha, o primeiro
disjuntor a montante da falha é aberto, restringindo assim todas as solicita¢oes de
carga a jusante;

» A topologia do sistema é reconfigurada operando chaves e disjuntores para reduzir
a energia nao fornecida. Para isso, é aberta a primeira chave a montante da falha
para isold-la. Em seguida, o disjuntor é fechado de modo que o fornecimento de
todas as demandas entre o disjuntor e a chave ¢é restaurado. Finalmente, quando a
falha isolada é reparada, a chave correspondente é fechada e o servigo completo é

restabelecido.

Levando em consideracao as anteriores simplifica¢oes, os nds de carga encontram-se

afetados por dois tipos de interrupgoes a saber:

1. Interrupcoes de reparacao, para as falhas em que o servigo apenas é restabelecido
quando o dano tem sido reparado;
2. Interrupgoes de restauragao, associado com a reconfiguracao sofrida no sistema para

limpar o componente que causou a falha.

Cada tipo das interrupc¢oes nodais mencionadas anteriormente podem ser
quantificadas em termos dos valores esperados das taxas e duragoes e que podem ser

expressas de forma compacta, como segue:
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O = ) Awly; Vi€ QF (1)
jkex?r

TR = > 1\l Vi e QP (2)
jkex?r

HZSO = Z Ajkgjk — Z )\jkgjk;Vi e Qb (3)
jkeYF jkex?r

FEO = Z T]iOAjkgjk — Z T]i,o)\jkgjk;VZ' € QD (4)
jkeYF jkex? P

Por defini¢do, as taxas de interrupcao esperadas e as duracoes nos noés da

subestacao sao iguais a 0, isto é:

A% = 0;vi € Q° (5)
179 = 0;vi € Q° (6)
IR =0:vi e O (7)
%9 = 0;vi € Q°. (8)

Os indices de confiabilidade padrao podem ser calculados como em Munoz-Delgado,
Contreras e Arroyo (2018b), fazendo uso das taxas e duragdes de interrupgao nodais

esperadas:
> NG +1159)

ATF] = €22
IS e (9)

ieQP
> NG 4159)

AID] = €2 1
S SNE, (10)

i€eQb
SAIDI
11
8760 (11)
EENS =) cfPP(Tf +179) (12)

ieQpP

ASAT =1 —

Onde ASAI e EENS correspondem as siglas em inglés para Average system availability
index e Expected energy not supplied, respetivamente.

Considerar uma avaliagdo completa da confiabilidade envolve elementos adicionais
que nao sao discutidos neste trabalho como falhas temporarias, falhas nos elementos de
protecao, sobrecarga nos ramos e perturbacoes transitérias. Destaca-se que a estrutura de
modelagem acima ja foi amplamente adotada para operacao e planejamento do sistema

de distribui¢do (JORDEHI, 2015).
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2.3 AVALIACAO ANALITICA DA CONFIABILIDADE

O método analitico baseia-se na analise de interrupgoes de componentes, uma por
cada vez. Como resultado, métricas padrao como SAIFI, SAIDI, ASAT e EENS (IEEE..,
2012) sao calculadas usando duas informagoes, a saber, taxas de falha e duragoes de
interrupgao. Tais indices de confiabilidade podem ser determinados usando simulagao
(BROWN, 2008) e recentemente, foram apresentadas abordagens baseadas em otimizacao

por Lépez, Lavorato e Rider (2016) e Munioz-Delgado, Contreras e Arroyo (2018b).

2.3.1 Algoritmo convencional baseado em simulacao

Para uma topologia de rede ja dada, o algoritmo convencional baseado em
simula¢do (BROWN, 2008) analisa as interrupgoes nos ramos do sistema, uma de cada
vez. Para cada ramo, as taxas de interrupc¢ao esperadas para os noés afetados por uma
falha em tal ramo sdo aumentadas pela taxa de falha do ramo correspondente. Da
mesma forma, as duracoes de interrupc¢ao esperadas para os nos afetados por uma falha
em tal ramo sdo aumentadas pelo produto da taxa de falha pela duracao da interrupcao

do ramo correspondente. Esse algoritmo ¢é descrito da seguinte maneira:

Set TIFS 1199, TS and 199 igual a 0 para todos os nés de carga
Loop sobre todos os ramos 1]
Loop sobre todos os nos i
If né i experimenta uma interrupgao de reparacao devido a uma falha no ramo
ij
1S« TIRS + \li;
DRS ¢ TRS 4 X 0758
Else if no 1 experimenta uma interrupcao de comutacao devido a uma falha no
ramo ij
179 « 199 + ;04
IS0 (150 4 ) 0,750
End if
End loop
End loop
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Uma vez que os valores de [T TI79 TS e T'99 sdo determinados, os indices de

confiabilidade podem ser calculados usando (13)-(16).

2.8.2  Abordagem proposta

Esta secao descreve a estrutura de modelagem e usa um exemplo para ilustrar a

nova abordagem proposta.

Figura 1. Exemplo ilustrativo - Taxas e duracoes de interrupgao nodal esperadas. a)
Interrupgoes de reparacao. b) Interrupgoes de comutagao.

(a) (b)
3

0 o o o :
0 () 2 3 0 () 2

W

3

~(2)

2 1
Fonte: Préprio autor

Usando as expressoes (1)—(4), as taxas nodais esperadas e as duracgoes das
interrupgoes de reparagao e de comutacao sao calculadas para o sistema didético
mostrado na Figura 1. Este sistema compreende cinco nés de carga, representados por
circulos; um né de subestacao representado como um quadrado; e cinco ramos, indicados
por linhas sélidas. Por questoes de simplicidade, os comprimentos, as taxas de falhas e
as duracoes das interrupc¢oes dos ramos sao numericamente iguais a 1. Portanto, para
cada n6, a taxa esperada e a duracdo esperada das interrupcoes de reparacdo sao
idénticas, como mostrado na Figura 1(a) ao lado de cada né de carga. Da mesma forma,
o mesmo resultado vale para interrupgoes de comutagao, como mostrado na Figura 1(b)
ao lado de cada no6 de carga.

Como pode ser observado, as taxas nodais e as duragoes esperadas das interrupgoes
de reparacao aumentam a medida que a distancia até a subestacao cresce. Em contraste,
o efeito oposto é experimentado pelas taxas e duragoes nodais esperadas das interrupgoes
de comutagao. Conseqiientemente, importantes e simples observagoes se desprendem dos

valores de taxas e duragoes obtidos no exemplo ilustrativo:
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Figura 2. Exemplo ilustrativo — Relacao entre as taxas nodais esperadas de interrupgoes
de reparacao e as taxas de falha do ramo que os une.

ngs =0 Hllis *HORS 27»()1&)1 F[*Z‘S —]—III{S :7\,12512
0 Aot o1 =1 /l\ Aolip =1 /2\ Als =1 3
U/ Q

IS —TI5S =ho3 03

Aaslas =1

Aaalog =1

MRS — IR = Ros by TIRS —TIRS = ys s

Fonte: Préprio autor
Figura 3. Exemplo ilustrativo — Relacao entre as duragoes nodais esperadas de

interrupgoes de reparacao e o produto entre a taxa de falha e a duracao de
reparacao do ramo que os une.

FORS =0 FI}S —F‘(}S =‘COI}S7»01fm =1 F2RS —F‘fs :‘El}éskuflz
" &S %01 o1 = 1/1\ il = 1/2\ RSl = 1 3
/

RS — RS _ RS _ RS
Ty 7»24224 =1 F3 F2 7‘C23 }uzgfzg

TR Naslas = 1

RS RS _ _RS RS RS _ RS
F4 —F2 *‘524 }\,24EZ4 F5 —F4 —‘E45 7»45845

Fonte: Préprio autor

1. Para interrupgoes de reparacao, a diferenca entre as taxas esperadas entre dois
nos diretamente na jusante e na montante de um ramo é igual a taxa de falha
do ramo. Da mesma forma, a diferenca entre as duragoes esperadas para dois nés
consecutivos € igual ao produto da taxa de falha e duragao de reparagdo do ramo. A
Figura 2 ilustra o célculo das taxas esperadas de interrupgoes de reparacao, enquanto
a Figura 3 ilustra o cdlculo das duragoes esperadas de interrupg¢oes de reparacao;

2. Para interrupg¢oes de comutacao, os mesmos resultados relacionados com as taxas
e as duragoes nodais esperadas de reparacao sao obtidos, ao subtrair as taxas
esperadas e as duragoes esperadas de dois nés diretamente na jusante e na
montante de um ramo, tento como referéncia o né mais afastado da subestagao,
respetivamente.

3. As taxas nodais esperadas das interrupgdes de comutagdo para os nds de carga
diretamente conectados com um né de subestacao, em diante chamados nés raiz,
sdo iguais a soma das taxas de falha de todos os ramos a jusante desse né. Da

mesma forma, as duragoes esperadas sdo iguais a soma dos produtos da taxa de
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falha e a duracao de interrupcao de comutacao de todas os ramos a jusante desse
né. A Figura 4 ilustra o calculo das taxas esperadas de interrupgoes de comutagao,
enquanto a Figura 5 ilustra o calculo das duragoes esperadas de interrupcoes de
comutacao. O calculo dos indices nodais para os nos raiz sao também exemplificados

no no6 1 das figuras 4 e 5.

Figura 4. Exemplo ilustrativo — Relacdo entre as taxas nodais esperadas de interrupgoes
de comutagao e as taxas de falha do ramo que os une.

M50 = 212012 +A23lo3 + 224004 +Asslys =4
H‘go =0 H.190 —H‘go 2212212 =1
0 Zo1lor =1 /l\ Al =1 /2\ A23ls =1 @
o/

H‘;O - H.390 =1 23 823

A2alas =1

M50 —T159 = 22404 150 — 139 = A4slus

Fonte: Préprio autor

Figura 5. Exemplo ilustrativo — Relacao entre as duragoes nodais esperadas de
interrupgoes de comutagdo e o produto entre a taxa de falha e a duragao
de restauragao do ramo que os une.

SO _ SO 50 50 ; 50 _
Y% =ty Anlin t ooy Az las + 1), Aoalog 1,0 Aaslys = 4

l-x(S)‘O -0 1—?‘0 _1—‘50 = ‘[lszolllzﬁlz
0 ‘[65‘101012()1 = 1(1\1520/112512 = 16\ ‘[2‘930/123323 = 1@
/

FSO _FSO :TSOABE%
.[25;‘0224E24:1 2 3 23 s

SO —
1.'45 /145545 =1

SO _1SO — SO SO _1SO — SO
1"2 F4 —1'24 124224 F4 FS —‘[45 }u45€45

Fonte: Préprio autor

Considerando as observagoes anteriormente expostas, um conjunto de restrigoes
simples podem ser propostas para calcular os indices globais de confiabilidade (5)—(8)

Este conjunto de expressoes simples é apresentado a seguir:
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[T — L] = dyybi:vij € T (1)

T = T = 7"\l Vij € T (14)

1150 — T90| = \,y645:Vij € Yi,j ¢ ©F (15)

50 —T50| = 780X, Vi € T, j ¢ 0 (16)

50 = > Al Vi € QF (17)
jkeTPW

[0 = 37 rON Vi € QF (18)
jkerDW

Expressoes (5)—(8) (19)

As equagoes (13)—(18) expressam as observagoes apresentadas acima, onde a
diferencga entre taxas e as duracgdes tanto de reparagdo como de restauracao entre dois
nods consecutivos é igual a taxa/duragdo do ramo que os conecta. As expressoes (17) e
(18) garantem que os nds raiz tém acumulados consigo as taxas e duragoes de
restauragdo dos ramos localizados a jusante deles. As expressoes (19) condicionam o

valor da taxa e a duracao de restauragao da subestagao a serem iguais a zero.

2.4 MODELO ALGEBRICO PROPOSTO PARA AVALIACAO
ANALITICA DA CONFIABILIDADE

Esta secdo apresenta um modelo algébrico e, portanto, nao baseado em otimizagao
para avaliacdo de confiabilidade analitica. Para este proposito as expressoes (13)—(18), sdo
reformuladas para eliminar os valores absolutos que aparecem em (13)—(16) e o uso do
conjunto TPW relacionado com o conhecimento explicito da topologia da rede. Isto porque
essas expressoes nao podem ser usadas de forma imediata para incorporar a avaliagao de
confiabilidade em modelos de otimizagao existentes para a operacdo e o planejamento
da expansao de redes de distribuicao, ja que nesses casos a topologia resultante nao é
conhecida com antecedéncia.

A fim de resolver esta lacuna, nesta secao é proposto um modelo algébrico
alternativo onde tais conjuntos sao descartados. O modelo proposto apresenta dois
aspectos principais. Primeiro, a topologia da rede é explicitamente caracterizada por um

conjunto de expressdoes matematicas adicionais. Em segundo lugar, um modelo de fluxo
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de carga para um sistema ficticio é formulado para garantir os supostos da avaliacao
analitica da confiabilidade relacionados como os nés raiz. Este modelo foi apresentado
em Tabares et al. (2019) (para ver mais informagao consultar o anexo B).

O modelo algébrico proposto para avaliagdo analitica da confiabilidade é

apresentado como o seguinte sistema de equagoes lineares:

dafi+ ) a;=0Vie (20)

jiel ijeY
dafi+ ) ap=1vieq” (21)
JieY™ ijeY
of +a; =1LVijeT (22)
FZRS = Ffs + Ti?s)\ijﬁijai_j — Ti}]-%s')\ijgij(l;;; VZ] eT (24)
HfO = Hfo + /\Z-jﬁijoz;; - )\ZJEZJOZZ_],\V/ZjGT|Z,j¢ QS (25)
FiSO — Ffo + ’7'50)\,‘]'&3'04;; — TiioAijéija;j; VZ] c T|l,j ¢ QS (26)
o= D im0 =0vief (27)
JieY|j¢Qs ijeY|j¢Qd
JIEY|j¢QS ijET|j¢QS JieY ijeT
dooofh- Y 4o =0viet (29)
JIEY|j¢QS ijEY|j¢ Q5
Z ]‘I; - Z 5 = Tﬁo)\ﬁéﬁaﬁ -+ Z Tigo)\ijgij@i_j; Vi c (QD\QR) (30)
JIET|5¢QS ijer|j¢ns Jier €T
Expressoes (5)—(8) (31)

Com base em Taylor e Hover (2012), duas novas varidveis continuas, embora de

+

comportamento bindrio, sdo usadas para cada ramo ij, a saber «;; e a;;. Tais variaveis

permitem caracterizar o grafico formado por subestacoes, ramos e nds de carga. A

direcdo do fluxo através de um ramo especifico 5 é modelada pelos valores das variaveis

+
ij

+

@;; € a;; para duas combinagoes possiveis. Assim, a combinacio o

=lea; =0¢

usada para identificar que o né 7 esta a montante do né j e, portanto, o fluxo é de ¢ para

7. Por outro lado, a combinagao Oz;; = 0 e a;; = 1 é usada para identificar que o né ¢
esta a jusante do né j em relacao a subestacao e, portanto, o fluxo é de j para i.
Matematicamente, a caracterizacao da direcdo de fluxo entre dos néds i

diretamente na montante e na jusante de um ramo é formulada em (20)—(22). Tais
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expressoes apresentam uma estrutura de matriz unimodular (veja (WOLSEY, 1998),

proposigao 3.2). Além disso, os termos do lado direito sdo 0 ou 1. Como conseqiiéncia, as

variaveis continuas oz;rj e a;; s6 podem ter dois valores, 0 e 1. Assim, as condigdes
necessarias para operagao radial (JABR, 2013), (MUNOZ-DELGADO; CONTRERAS;
ARROYO, 2016) sao modeladas em (20) e (21). As expressdes (20) asseguram que,
nenhum ramo alimenta uma subestacdo, isto é, o fluxo da subestacdo é apenas em
diregao a jusante. Além disso, as expressoes (21) garantem que cada nd de carga seja

alimentado por um tnico ramo. As expressoes (22) garantem que para cada ramo ij, as

variaveis a;; e ;; nao podem ter valores idénticos. Portanto, seus valores sao limitados
as duas combinacoes acima mencionadas. Como conseqiiéncia, ¢ possivel determinar a
posicao de dos nés conectados a cada ramo conhecendo a sua dire¢ao conforme desejado,
o que facilita também lidar com os valores absolutos que aparecem em (13)—(16).

As expressoes (23) e (24) correspondem equivalentemente a (13) e (14),

+
]

respectivamente. Observa-se que o uso das varidveis a;; e ;; impede a necessidade dos
conjuntos dependentes de topologia ngp . A equivaléncia é mostrada para um
determinado ramo 75 como segue. Se o fluxo for de i para 7, ou seja, a;; =lea; =0 as
expressbes (23) e (24) respectivamente se tornar IIf® = II% — X\l e
IfS = T — 785)\;0;. Ambas as expressdes sdo consistentes com (13) e (14),
respectivamente. Por outro lado, se o fluxo é de j a i, ou seja, 04;; = 0 e a;; = 1, entao
expressbes (23) e (24) respectivamente se tornam IIf¥ =TI 4+ X\l e
PRS = DAS 4 7BS) g

As expressoes (25) e (26) respectivamente correspondem a (15) e (16). Semelhante a

+
ij

(23) e (24) para interrupgdes de reparagdo, as varidveis o e a;; sdo usadas para calcular
as taxas nodais esperadas e duracoes de interrupc¢oes comutagao. Note-se, no entanto,
que, ao contrario de (23) e (24), as expressoes (25) e (26) ndao envolvem os nés dos ramos
conectados as subestacoes .

As taxas esperadas e as duragoes das interrupgoes de comutagao para os nés raiz
sao determinadas respectivamente por (27)-(28) e (29)—(30). Assim, as expressoes (27) e
(28) correspondem as expressoes (17), enquanto as expressoes (29) e (30) estao associadas
a (18). Vale ressaltar que, diferentemente de (17) e (18), as expressoes (27)—(30) nao
dependem do conjunto T]DW, dependente da topologia e que foi usado para identificar os

ramos a jusante do né raiz correspondente.
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Figura 6. Sistema ficticio associado ao exemplo ilustrativo. (a) Condigdo de
carregamento para a taxa esperada de interrupg¢oes comutagao afetando o né
raiz. (b) Condigao de carregamento para a duragdao esperada de interrupgoes
comutacgao que afetam o no raiz.

(a) (b)

0 A12f12 A2 lo3 0 T30 A12412 7530 Aoz bos

IR © = © Oy , () ©
(4) (5) (+) (5)

A24la4 Ag54y 50
S T2 Aaalas Tin” AMshas

Fonte: Préprio autor

Pode-se observar que as expressoes (27)—(28) e (29)—(30) correspondem a um fluxo
de uma rede radial. Este fluxo modela a operacao de um sistema ficticio extraido do
sistema de distribuicao original. O sistema ficticio é obtido da seguinte maneira. Primeiro,
os noés da subestacao e os ramos que os conectam com os nods raiz sao removidos, isto
porque a subestacao ja tem assignada as taxas e duragoes de restauracao por defini¢ao
em (6) e (8). Assim, os nods raiz no sistema original se tornam os nés fonte (geradores)
no sistema ficticio. Além disso, todos os ramos do sistema ficticio sdo idénticos aos ramos
correspondentes no sistema original. A Figura 6 descreve o sistema ficticio associado ao
exemplo ilustrativo descrito na Se¢do 2.3, onde os elementos removidos sdao mostrados
usando linhas tracejadas e o né raiz original é delimitado por um quadrado para indicar
sua fung¢ao como um né fonte no sistema ficticio.

O principio aqui usado ¢é que a geracao dos nés raiz deve corresponder com o valor
da soma das interrupc¢oes dos ramos a jusante deles, seja para o cdlculo das taxas ou
duracoes esperadas dos nos raiz. Para poder usar o fluxo de carga é necessario que os
demais nos de carga tenham assinado um valor de demanda e que para os nés fonte no
sistema ficticio esse valor seja igual a 0. Além disso, para cada né de carga no sistema
ficticio, a demanda é definida como igual a taxa de falha do ramo que conecta esse né com
o n6 a montante, no caso do calculo das taxas nodais esperadas. No caso do calculo das
duracoes nodais, a demanda ¢é definida igual ao produto da taxa de falha e da duragao
da interrup¢ao de comutacdo do ramo que conecta esse né com o ndé a montante. A
Figura 6(b) mostra esta condigdo de carga para o sistema ficticio associado ao exemplo

ilustrativo.
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J’_

4 € o, auxiliam a caraterizar as equagoes de balanco (27) e (28)

As variaveis o e

do sistema ficticio sob as condiciones especiais anteriormente mencionadas. Nesse fluxo

I As

de rede ficticio, o fluxo através do ramo ij no sistema ficticio ¢ modelado por f;;.
expressoes (27) correspondem ao balango dos nds fonte do sistema ficticio, ou seja, os
nos raiz do sistema original. Analogamente, as expressoes (28) estao relacionadas aos nés
de carga restantes no sistema ficticio, ou seja, os nos de carga diferentes dos nods raiz no
sistema original.

Semelhante a (27) e (28), as equagdes de balango (29) e (30) modelam a operagao
do sistema ficticio para o caso das duragoes esperadas de interrupcao de comutacao. Note-
se que as varidveis fj; em (29) e (30) representam os fluxos através dos ramos do sistema
ficticio.

Finalmente, as taxas e as duracoes de interrupcao esperadas nulas para nos de

subestagao modeladas em (5)—(8) sdo impostas em (31).

2.5 RESULTADOS NUMERICOS

Os resultados de varios casos de estudo sao apresentados nesta se¢do. Primeiro, a
abordagem proposta foi aplicada a um sistema de teste de 37 nés baseado em Samper e
Vargas (2013). A escalabilidade da abordagem proposta foi validada com dois casos de
estudo adicionais, correspondendo a sistemas de 85 e 137 nos, baseados em sistemas teste
descritos em Su e Lee (2003) e Lavorato et al. (2010), respectivamente. Os dados para
os trés casos de estudos podem ser consultados em Tabares (2018). As simulagoes foram
implementadas em computador de um Gigabyte R280-A3C X64 com dois processadores
Intel Xeon E5-2698 v3 a 2.30 GHz e 256 GB de RAM usando CPLEX 12.6 (IBM ILOG
CPLEX, 2018) e GAMS 24.7 (GAMS, 2018).

2.5.1 Caso de estudo de 37 nos

O primeiro caso de estudo é um sistema de teste de 13,2 kV composto por 36 nés
de carga e 1 n6 de subestacdo. Como feito em (LOTERO; CONTRERAS, 2011), todos os

ramos sao caracterizados por 0,1 falhas por ano por km. Portanto, as taxas de falha dos
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ramos sao definidas de modo que \;; = 0.1¢;;,Vij € Y. Os dados adicionais podem ser

encontrados em Tabares (2018).

A abordagem algebraica proposta exigiu 0,02 s para determinar os valores para

as variaveis IR 179, TS e 99 que sao idénticos aos fornecidos em Muiioz-Delgado,

Contreras e Arroyo (2018b).Os resultados de confiabilidade sao iguais aos encontrados

por (MUNOZ-DELGADO; CONTRERAS; ARROYO, 2018b) e sdo resumidos na Tabela 1.

Tabela 1. Taxas e duragdoes nodais esperadas para interrupgoes de reparacao e
restauracao no sistema teste de 37 nds

N6 MBS TRS 50 199 | N6 TIPS TR II79 199 | N6 MRS TES 1199 199
1 0,00 0,00 0,00 0,00] 14 025 054 043 0,10 | 27 0,39 0,59 1,69 0,40
2 035 067 1,70 043 | 15 047 1,08 0,20 0,05| 28 0,51 0,82 1,57 0,37
3 047 094 159 040 16 059 1,28 0,09 0,02 |29 054 090 1,54 0,36
4 051 1,00 1,55 039 |17 0,15 0,26 1,51 0,38 | 30 0,59 1,06 1,49 0,35
5 056 1,13 1,50 0,39 | 18 0,28 0,50 1,39 0,35 31 0,72 1,31 1,36 0,32
6 067 1,37 1,39 03619 039 0,74 128 03232 0,77 143 1,31 0,32
7 071 147 1,35 0,35] 20 0,54 1,07 1,12 0,28 | 33 0,79 1,35 1,29 0,31
8 0,77 154 1,29 034 |21 057 1,04 1,10 0,28 | 34 1,00 1,81 1,08 0,26
9 094 189 1,11 0,28 |22 057 1,12 1,09 02735 093 1,60 1,15 0,28
10 096 1,86 1,10 0,28 | 23 0,73 1,50 094 0,22 ] 36 1,09 1,89 0,99 0,24
1 093 1,78 1,13 030 |24 0,73 1,53 093 024 |37 1,11 1,99 0,97 0,23
12 1,14 2,31 091 02525 0,78 1,47 088 0,22

13 0,16 0,32 052 0,12 | 26 0,89 1,69 0,78 0,20

Fonte: Préprio autor

Usando as taxas e duragoes nodais esperadas acima, os indices de confiabilidade

do sistema SAIFI, SAIDI, ASAI e EENS sao calculados. A Tabela 2 relata os valores

de tais métricas de confiabilidade, que sao idénticas aquelas alcancadas pelo algoritmo

convencional baseado em simulacao descrito no Apéndice 2.3.1 e o método baseado em

otimizagao recentemente apresentado em Munoz-Delgado, Contreras e Arroyo (2018b).

2.5.2 Casos de estudo 85 e 137 nos

Dois casos de estudo de grande porte foram analisados. A Tabela 2 resume os

resultados alcangados pelos trés métodos: simulagao (BROWN, 2008), otimizagao (MUNOZ-
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DELGADO; CONTRERAS; ARROYO, 2018b) e a abordagem proposta, tanto para os casos
de estudo de grande porte como para o sistema teste de 37 nos.

Semelhante ao estudo de caso de 37 nds, os indices de confiabilidade do sistema
resultantes sdo idénticos para todas as metodologias, como esperado. Além disso, a
comparacao dos tempos de execucao relatados na Tabela 2 revela a superioridade
computacional da abordagem proposta. Note que o esforco computacional requerido
pela abordagem proposta é duas e trés ordens de magnitude menor do que aqueles

associados ao algoritmo baseado em simulacdo e a abordagem baseada em otimizagao,

respectivamente.
Tabela 2. Resultados casos de estudo
Numero de nés 37 85 137
SATFI (interrupgoes/ano) 1,81 1,97 1,79
SAIDI(h/ano) 1,53 241 1,65
ASAT (%) 99,98 99,97 99,98
EENS (MWh/ano) 60,51 48,9 48,13
Tempo algoritmo de simulagao (s) 0,01 0,05 0,16
Tempo abordagem de otimizacao (s) 2,94 8,36 13,63
Tempo abordagem proposta (s) 0,02 0,03 0,03

Fonte: Préprio autor
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2.6 CONCLUSOES

Uma nova abordagem foi apresentada para a avaliacao analitica de confiabilidade
de sistemas de distribuicdo. Como caracteristica destacavel, a confiabilidade é avaliada
usando expressoes algébricas. Assim, diferentemente dos antecedentes na literatura
especializada, nem simulacao nem otimizacdo sao necessarias, o que é
computacionalmente vantajoso.

Os resultados numéricos mostram que eles sao idénticos aos fornecidos pelas
técnicas existentes baseadas em simulagao e otimizagao, embora com um menor esforgo
computacional. Tais resultados revelam a superioridade do método algébrico.

As expressoes lineares desenvolvidas nesta secdo para a avaliacdo analitica da

confiabilidade serao usadas dentro do problema de planejamento do capitulo 4.
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3 MODELOS DE PROGRAMACAO MATEMATICA
PARA O PPESD

Nesta capitulo sao apresentados modelos matematicos para o PPESD
considerando multiplos periodos de planejamento. Primeiramente serd apresentado um
modelo de programacdo nao linear inteiro misto (PNLIM) para posteriormente ser
reescrito em modelos convexos, que possuem a a capacidade de ser resolvidos usando
técnicas conhecidas de otimizacdo. No processo de convexificagdo sao usados

fundamentos de programacao conica de segunda ordem e de linearizacao por partes.

3.1 INTRODUCAO

O principal objetivo do sistema de distribuicao elétrica é fornecer um servigo
confidvel para os consumidores, garantindo simultaneamente a qualidade do
fornecimento de energia a um custo minimo. O aumento da demanda do sistema,
juntamente com a instalacao de novas cargas, obriga as concessionarias a expandir o
SDEE para satisfazer esta nova demanda. Assim, o objetivo do problema de
planejamento de expansao do sistema de distribuicdo é estabelecer estratégias para
atender a nova demanda, mantendo ao mesmo tempo a operagao segura do SDEE. No
PPESD, devem ser consideradas multiplas fungoes objetivo: o custo de instalacao de
novos equipamentos, os custos operacionais das subestacoes, a confiabilidade do sistema
de distribuicao e as perdas de poténcia ativa. Ao longo dos anos, os pesquisadores tém
contribuido significativamente para a solugdo do PPESD com varios modelos
matematicos e técnicas de solu¢ao (GANGULY; SAHOO; DAS, 2013b).

Dois tipos de modelos para o PPESD podem ser distinguidos quando é
considerada a influéncia do valor do dinheiro no horizonte de planejamento: a instancia
mono-periodo ou estatica e a multi-periodo ou dindmica (FLETCHER; STRUNZ, 2007a).
Na abordagem estatica, o planejamento 6timo é realizado de acordo com a demanda que
sera estabelecida no final do periodo de planejamento e sdo determinados os
investimentos que deveram ser feitos para atender dita demanda sem estabelecer o
momento mais adequado para realiza-las ao longo do horizonte de planejamento. A
abordagem multi-periodo define nao apenas o local ideal, o tipo e a capacidade dos

investimentos, mas também o momento mais apropriado para fazer tais investimentos
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ao longo do horizonte de planejamento, de modo que o crescimento continuo da
demanda é sempre absorvido pelo SDEE de forma 6tima. Esta abordagem analisa a
expansao dos SDEE em varias etapas, representando o curso natural de um problema de
expansao. Devido ao acoplamento entre as varias fases, é muito mais dificil formular e
resolver o PPESD multi-periodo, mas a solu¢do obtida é normalmente melhor do que a
encontrada utilizando a abordagem estatica como comprovado em Tabares et al. (2016).
O PPESD multi-periodo é um problema de PNLIM que envolve variaveis binarias que
representam a construcao e/ou refor¢o de novos equipamentos e varidveis continuas que
representam a operacao em estado estacionario do SDEE (FLETCHER; STRUNZ, 2007a).

Os modelos existentes para resolver o PPESD podem ser classificados em dois
grupos: nao-lineares e convexos. O primeiro grupo de modelos reflete precisamente as
caracteristicas nao-lineares da rede, particularmente nas equacoes de fluxo de poténcia
AC e perdas de energia, porém elas sao formuladas como um problema de PNLIM cuja
resolucao é bastante complexa. Assim, os algoritmos de solucao dessa classe de modelos
concentram-se principalmente em algoritmos inteligentes, como algoritmo genético,
otimizacdo de enxame de particulas, entre outros (LAVORATO et al., 2010; YANG; DONG;
WONG, 2008; MIRANDA; RANITO; PROENCA, 1994a; SEDGHI; AHMADIAN;
ALIAKBAR-GOLKAR, 2016; AGHAEI et al., 2014; PEREIRA-JUNIOR et al., 2014). Embora as
heuristicas e metaheuristicas sejam robustas, flexiveis e consigam bons resultados,
também apresentam algumas desvantagens como a alta demanda computacional, a
necessidade de ajuste e refinamento dos parametros, assim como a definicdo de um
critério de parada. Além disso, sua maior desvantagem é que nao podem garantir a
convergéncia para o 6timo global e nao podem indicar a qualidade da solucao entregue
porque nao fornecem um indicador de distancia a solugao 6tima.

Para superar as desvantagens mencionadas acima, o segundo grupo de modelos
para o PPESD ¢ formulado usando programagado convexa, a partir da eliminacao das
nao linearidades do modelo original (ASENSIO et al., 2018; HAFFNER et al., 2008; MUNOZ-
DELGADO; CONTRERAS; ARROYO, 2016; ASENSIO; MUNOZ-DELGADO; CONTRERAS, 2017;
TABARES et al., 2016; JABR, 2013; FRANCO; RIDER; ROMERO, 2014). Mesmo com a sua
capacidade de garantir otimalidade, esses modelos tém suas proprias deficiéncias como o
crescimento do problema matematico a solucionar, o aumento do gasto computacional o
que se traduze em pouca flexibilidade no momento de adicionar caracteristicas mais reais

nos modelos. Com todo, os modelos de otimizagao classica continuam a melhorar para
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permitir um balanco entre tratabilidade computacional e a representacao das carateristicas
essenciais do SDEE.

Os primeiros modelos convexos de otimizacao usados para lidar com as nao
linearidades foram aproximacoes baseadas em programacao linear inteira mista (PLIM)
(HAFFNER et al., 2008; MUNOZ-DELGADO; CONTRERAS; ARROYO, 2016; ASENSIO;
MUNOZ-DELGADO; CONTRERAS, 2017:; SANTOS et al, 2017a; TABARES et al., 2016;
SANTOS et al., 2017b). Por exemplo, um modelo de PLIM baseado em uma extensao do
modelo linear disjuntivo, normalmente usado no planejamento de expansao de redes de
transmissao, é proposto em Haffner et al. (2008). Esse modelo linear é obtido com
algumas simplificagdoes, como o emprego de equagoes de fluxo de poténcia DC e a
desconsideracao das perdas de poténcia. Da mesma forma, os autores em Asensio et al.
(2018) propoem um modelo de PLIM incorporando uma versao adaptada de equacoes de
fluxo de poténcia DC ao PPESD, onde a perda de poténcia e o balanco de poténcia
reativa sdo completamente negligenciados. Usar esses modelos simplificados de rede pode
fazer com que as solugoes encontradas para o problema de PESDE sejam otimistas
demais ou até mesmo infactiveis. Os modelos de PLIM apresentados em Munoz-Delgado,
Contreras e Arroyo (2016), Asensio, Munoz-Delgado e Contreras (2017), Santos et al.
(2017a) tém uma vantagem relativa sobre os propostos em Asensio et al. (2018), Haffner
et al. (2008) uma vez que consideram as perdas de poténcia ativa. No entanto,
continuam usando uma variante das equac¢oes DC de fluxo de poténcia.

Um modelo para o PPESD fornecera planos de expansao confidveis se incorporar
um estudo completo da operacao da rede com base nas equagoes do fluxo de poténcia
AC. Motivado por este fato, relaxagdes convexas usando programacao conica de segunda
ordem (PCSO) foram propostas nos tltimos anos para tratar as nao linearidades do
modelo original (JABR, 2013; FRANCO; RIDER; ROMERO, 2014). Jabr (2013) mostra que
o PPESD pode ser formulado como um modelo conico disjuntivo em duas formulagoes
equivalentes (circuito unico e o circuito paralelo) que adicionalmente admite uma
aproximacao poliédrica. O trabalho em Franco, Rider e Romero (2014) propoe o uso de
programacao inteira mista com restrigoes quadraticas, que é equivalente ao modelo nao
linear AC. Ambos os trabalhos foram testados em uma instancia de um sé periodo de
planejamento para o PPESD. Porém, os modelos de PCSO precisam ser explorados em
instancias dinamicas do PPESD e que considerem outras carateristicas salientes como a

confiabilidade.



3. MODELOS DE PROGRAMACAO MATEMATICA PARA O PPESD 49

Outras relaxagoes convexas baseadas em PLIM foram recentemente propostas
usando o fluxo de poténcia AC (TABARES et al., 2016; SANTOS et al., 2017b). O modelo
de PLIM apresentado em Tabares et al. (2016) emprega uma versdo linearizada de
equagoes de fluxo de poténcia AC para capturar de forma mais aprimorada as
caracteristicas inerentes da rede. No entanto, esse modelo de rede é obtido por meio de
varias suposicoes propensas a erros que afetam negativamente sua exatidao. Em Santos
et al. (2017b), é proposto um modelo de PLIM mais preciso com menos supostos que os
apresentados na literatura para o PPESD; esse modelo utiliza uma técnica de
linearizacao por partes para evitar as nao-linearidades baseado no trabalho anterior de
Tabares et al. (2016), a diferen¢a de ambos trabalhos radica em que o primeiro é usado
num modelo multi-estagio estocastico e o segundo resolve uma instancia deterministica
com um maior numero de ativos para o investimento. No entanto, a aproximacao no
calculo das tensoes nodais de ambos os trabalhos precisa ser melhorada, pois presume
um valor fixo baseado na solu¢ao de uma instancia linear nao inteira do problema.

Em resumo, os modelos de PLIM propostos na literatura para o PPESD ainda
podem ser melhorados ou estendidos para capturar novas caracteristicas do problema
de planejamento. Pelo anterior, modelos de programagao convexa e baseados no fluxo de
poténcia AC sao propostos neste capitulo em sua forma mais béasica, visando sua extensao
em capitulos seguintes para considerar aspectos economicos e de confiabilidade de forma

conjunta.

3.2 MODELO DE PROGRAMACAO NAO LINEAR INTEIRO E NAO
CONVEXO PARA O PPESD

Conforme discutido anteriormente, o principal objetivo do planejamento de
expansao dos SDEE é atender adequadamente o crescimento da carga com um custo
total minimo, sujeito a um conjunto de restricoes técnicas e operacionais. Neste
contexto, o método proposto define os investimentos necessarios para satisfazer o
crescimento da carga, mantendo uma operacao adequada. A construcdo / reforco de
subestagoes e ramos ¢é analisada ao longo de diferentes etapas do horizonte de
planejamento, na tentativa de minimizar o investimento total e o custo operacional.

As seguintes suposicoes sao feitas para formular um modelo matematico adequado

para ser resolvido usando otimizagao:
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O modelo proposto é resolvido do ponto de vista do operador do sistema de

distribuicao, buscando assim o plano de expansao que beneficia a sociedade;

e Devido a complexidade inerente do problema de expansao, assume-se que o sistema
de distribuicao esta operando em estado estacionario;

» As cargas sao modeladas como sendo do tipo poténcia constante. O modelo considera
o aumento da carga existente e a alocacao de novas cargas no sistema;

e O sistema de distribuicao é balanceado e representado por um equivalente

monofasico.

Um modelo de PNLIM com nao-linearidades relacionadas a perdas de energia
quadraticas e geragao de energia por parte da subestacao é reformulado como um modelo
de programagao conica de segunda ordem inteiro misto (PCSOIM) usando as equagoes
de fluxo de poténcia propostas em Franco, Rider e Romero (2014). Adicionalmente, um
modelo de PLIM que utiliza uma técnica de linearizacao por partes é usada para superar as
nao-linearidades (BRADLEY; HAX; MAGNANTI, 1977). A abordagem de solugao proposta
produz um programa convexo inteiro misto para o qual a convergéncia para o 6timo
é garantida, enquanto fornece uma medida da distancia a 6timo ao longo do processo
de solugdo (NEMHAUSER; WOLSEY, 1999). A primeira das alteragbes comuns a todos os

modelos para lidar com as nao-linearidades é a troca das varidveis V32 e I?

sqr
ij,t POT Vz‘,t €

sqr
it

3.2.1 Funcao objetivo

O custo total minimizado em (32) inclui o custo do investimento e o custo
operacional, que compreende os custos de manutencao, producao de energia e corte de
carga. O objetivo do modelo proposto é a minimizacao do valor presente do custo total,
que, baseado em (LOTERO; CONTRERAS, 2011; MUNOZ-DELGADO; CONTRERAS;

ARROYO, 2016), é formulado como a seguinte soma de trés termos :

1+ [)~D
Minimizar ¢ = Z %Q{ + Ipv(If,n) Z [(1 + 1) (¢ +c +c + cf)]
Iy
t€o t€®
(1+1p)7"°
+ ———— (clé| + clo) + ¢ + o)) (32)

Iy
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No primeiro termo, o valor presente do custo de investimento é representado sob
a hip6tese de um horizonte de planejamento perpétuo ou infinito (BLANK; TARQUIN,
2012). O segundo termo caracteriza o valor presente do custo operacional. Finalmente,
no terceiro termo é modelado o valor presente do custo operacional incorridos apods o
ultimo periodo. Observe que o terceiro termo depende dos custos no ultimo estdgio de
planejamento e assume um horizonte de planejamento perpétuo. Os termos de custo em

(32) sao formulados da seguinte forma:

G- RRS S Clal 4 RES (z S s 1YY cfxz,c,t) 3

a€d, ijEYT ced. i€y ced. icQg
A=Y Oy DD CY (YY) VEEO (34)
a€®, ijEYT c€d. i€Qg
of =) atcfCiPS;vte © (35)
i€EQg
&/ = atefCeps vt e © (36)
i€Qg
@ =C° Z a’cfR}Sg;T vt € © (37)
1€Qg
CtL = CL Z Z O[ACfRalij[;ﬁ;t;vt €0 (38)
a€d, ijeY
L+

Onde as taxas de recuperacao do capital sdo calculadas como RR' =

(1—(1+1f)—")
Iy

(14+1p)7" —1
SS

e RR® = % e a fungdo Ipv(ly,n) =
BLEa

operacionais ao inicio de cada um dos periodos de planejamento (HAFFNER et al., 2008).

atualiza os valores dos costos

3.2.2  Restricoes logicas associadas a investimentos e operagoes

As expressoes que relacionam as variaveis de investimento e operagao ao longo do
horizonte de planejamento sdo representadas por (39)—(48). Essas restricoes sao
adaptadas de Haffner et al. (2008), Lotero e Contreras (2011). Além disso, para
melhorar o desempenho do processo de otimizacao, o estado operacional de cada ramo,

em cada periodo de planejamento é representado por duas varidveis bindrias (41), como

proposto em Franco et al. (2013). Se yéjt ou yfj_t sao iguais a 1, entao o ramo 7j estd em
operacao e se ambas forem zero, entao o ramo 7j estd fora de operacao. Além disso, a

direcao do fluxo através de um ramo especifico ij é modelada pelos valores das variaveis
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yjft e yé-i_’t Assim, a combinacao yﬂt =1le yé;t = (0 é usada para identificar que o né ¢
estd a montante do né j e, portanto, o fluxo é de i para j. Por outro lado, a combinagao
yéft =0e yél_t = 1 é usada para identificar que o no i esta a jusante do né j e, portanto,
o fluxo é de j para 1.

As expressoes (39) garantem que apenas um tipo de condutor seja selecionado
para cada ramo. As expressoes (40) garantem o uso de um tipo de condutor que ja foi
construido. Com relagdo aos investimentos e operagao das subestagoes, s é possivel
escolher um tipo de investimento para a construgdo e repoténciacao (42)-(44).
Adicionalmente, a repoténciacdo das subestacbes ocorre apds a construcao da
subestacdo, conforme garantido pelas expressoes (44). Finalmente, as expressoes

(45)—(43) garantem o uso do tipo de investimentos realizados para a instalagdo e a

repoténciagao.
d b, =LvijeTteO (39)
a€<1>a
t
yéj,a,t S zgak?vzj € T te © (40)
k=1
yzgt+yz]t ZyzjamVZjET te@ (41>
ac€d,
YD a, < LvVie’ (42)
te® ced,
> a, < LVie’ (43)
te® ced,
xzct_leck,VzEQSte@ (44)
k=1
t
et Y 2l Vi€ te® (45)
k=1
t
Yot S D Tl Vi€ QS teo (46)
k=1
>yl <LVieQteo (47)
ced.
S S LVieQSteo (48)

CECI)C
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3.2.3 Restricoes fundamentais dos SDEE

As expressoes (49)—(57) representam o modelo de fluxo de poténcia AC em uma
rede de distribuicao radial baseada em um conjunto de equagoes recursivas propostas por
Baran e Wu (1989). Mais especificamente, as equagoes (49) e (50) asseguram o balango
de poténcia ativa e reativa para cada nod, obrigando que todas as cargas sejam fornecidas,
isto é, a primeira lei de Kirchhoff. As expressoes (51)—(53) modelam a segunda lei de
Kirchhoff para cada lago fundamental. Como o fornecimento da topologia radial é produto
do processo de otimizagao, as expressoes (52) indicam que a variavel auxiliar A};)t é zero
se 0 ramo 7j estiver em operagao no correspondente periodo de planejamento. Quando o

1%
ij,t

ramo 7j estd fora de operagao, a variavel A/, é ativada para satisfazer (51). Além disso,
as equagoes (h4)—(56) sdo empregadas com base no fato de que cada ramo usa apenas
um tipo de condutor em cada periodo de planejamento. Finalmente, as expressoes (57)
relacionam as poténcias ativa, reativa e aparente fornecidas por cada subestacao.

S Puiar— DY (Pias + Rali i) + PS5 + Py =PhivieQlteco

ki€Y acd®, iJEY a€d,

(49)
ST Quiae = D0 (Qujae + Xalig i) + Q5+ Q5 = QPivie 0P te o
kieY acd, iJ€Y a€d,
(50)
VAT =V + 3 [2(RaPrjas + XaQijas) liy — ZHEL ]+ AL i Vije Tt € ©  (51)
a€d,
—2 _ ..
AT < <V - 12) (L= (v, +y5,)]:Vij e Y.t €© (52)
VAL =P, + QL ;Vije Yt €O (53)
L =3It Vij €T te® (54)
acd,
Pyi=> PijasVijeT t €0 (55)
a€d,
Qij,t = Z Qijar;Vij €Y, t €O (56)
acd,

Sgrar > (Pft)2 +(Q3)5VieQs,teO (57)

it =
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3.2.4 Limites operacionais

As expressoes (58) determinam o intervalo aceitdvel das magnitudes da tensdo
nodal. As expressoes (59)—(60) representam os limites nos fluxos de corrente pelos ramos
com base no tipo de condutor usado para construi-los e seu estado operacional em cada
periodo de planejamento, respectivamente. Da mesma forma, as expressoes (61)—(62) e
(63)—(64) limitam os fluxos de poténcia ativa e reativa pelos ramos com base no tipo de
condutores usados para construi-los e seu estado operacional em cada periodo de
planejamento, respectivamente. Além disso, as expressdes (65) limitam a poténcia
aparente fornecida por cada subestacdao considerando a sua capacidade instalada. Por

ultimo, as expressoes (66)—(67) limitam o corte de carga nos nos.

VSV <VivieQf teo (58)
O§If;f;t_]ax”at,wje’f a€ P, teO (59)
0< I, < I (Wi, +vl,)Vij €T, a € Pyt €O (60)
|Pwat|<VIth,vmeTaecba,te@ (61)
|Pijadl < VI (yif +yi,);Vij € T,a €@t €O (62)
Qijag] S VI, ;i Vij € T,a € Oyt €O (63)
Qijatl S VI (Yif, + i) ;Vij € Ta € @yt €O (64)

2
g < (Z Scyzct%—ZRcywt) Vi e Qg,t €0 (65)

c€<I>c C€q>c
Py <PhivieQl teo (66)
¥ = tan(cos™ ! (pf))PS ;Vie QP t €0 (67)

3.2.5 Restricao de radialidade

Em Taylor e Hover (2012) é apresentado um conjunto de restrigdes para garantir
a operacao radial para o problema de reconfiguragdo dos sistema de distribuicdao. As
equagoes (68)—(70) junto com (41) sdo extensoes naturais deste trabalho. Este conjunto de

equagoes constroi uma estrutura tipo arvore tipica para da operacao de um sistema radial
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e em conjunto com as equagoes de balango de poténcia (49)—(50) garantem a conectividade

dos nés.
S Yk —0vie s i 6 9
JiEY ijel
S+ uh =1vi e QN\Q% t € 0|P] > 0 (69)
JieY 1j€T
3t Yook < L€ 9\ < OIRE 0 )
JieYT ijeY

3.2.6  Modelo de programacao nao linear inteiro misto para o PPESD

Considerando as expressoes das secoes anteriores, o modelo de PNLIM para o

PPESD de multiples periodos é dado por:

Minimizar (32)
sujeito a:

(39) — (70)

Este modelo representa mais exatamente as caracteristicas do PPESD. No entanto,
por ser um programa de PNLIM e nao-convexo, as técnicas de otimizacao desenvolvidas
para obter solugoes nao podem garantir otimalidade e na préatica tem-se verificado que ¢é

preciso um esfor¢o computacional maior em comparacao como modelos convexos.

3.3 MODELOS DE PROGRAMACAO CONVEXOS INTERIOS MISTOS
PARA O PPESD

Para superar as desvantagens do modelo MINLP, aqui sao derivadas trés
formulagoes convexas alternativas para o PPESD. As abordagens seguidas para obter

estas formulagoes compreende:

1. Uso de formulacao de fluxo de poténcia conico que transforma o problema em um
programa convexo (FARIVAR; LOW, 2013; FRANCO; RIDER; ROMERO, 2014);
2. Uso de algebra de nimeros inteiros para eliminar o produto de variaveis binarias e

continuas (FLOUDAS, 1995);
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3. Uso de uma aproximagao linear por partes para reformular as perdas de energia
quadraticas e a poténcia aparente gerada pelas subestagoes e reescrever-las como

um modelo de programagao linear (BRADLEY; HAX; MAGNANTI, 1977).

Os resultados finais sdao um modelo de PCSOIM e um modelo de PLIM para o
PPESD.

3.3.1 Modelo de programacao conico de sequnda ordem inteiro misto para

o PPESD

O modelo de PNLIM para o PPESD pode ser reformulado usando programagao
coOnica de segunda ordem como segue:
Minimizar (32)
sujeito a:

(39) — (52), (54) — (64), (68) — (70)

Vsququ: > Pjt + th,‘v’w el te® (71)
g =S8y + > R, +2Y SRyl Vi€Qste® (72)
ced, ced, ced,

A formulagao modificada é obtida pela aplicagao dos primeiros passos apresentados
na Secao 3.3, os quais convexificam o modelo nao linear. Para este propdsito, as equagoes
(53) sao reformuladas como (71) aplicando o primeiro passo da Segao 3.3, e as equagoes
(65) sao reformuladas como (72) aplicando o segundo passo. Além disso, vale ressaltar que
as expressoes (57) ja sdo conicas de segunda ordem e nao precisam ser reformuladas.

De acordo com Farivar e Low (2013), Franco, Rider e Romero (2014), o programa

de PCSOIM serd equivalente ao problema de PNLIM se: 1) a rede for radial; e 2) a funcao

L/sqr Tsqr

objetivo esta aumentando estritamente com relagao a V3", I

e Sq; glt , que aparecem no
lado esquerdo das expressoes (53) e (57), respetivamente. Assim, a primeira condigao é
totalmente satisfeita pelas condig¢oes de radialidade discutidas na Se¢ao 3.3. Para satisfazer
a segunda condicdo, as varidveis V7", Iqutr e Sg;i estao definidas como positivas dentro
do modelo e estao presentes indiretamente na funcao objetivo pelas relagoes existentes
entre elas com a poténcia ativa gerada pela subestagao no balango de poténcia ativa (49),

variavel que esta diretamente presente na funcao objetivo.
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As expressoes (72) sao obtidas aplicando o segundo passo e assim reformular as
expressoes (65). Para este propdsito, o lado direito de (65) é expandido usando uma
identidade adequada de dlgebra, aproveitando as varidveis bindrias y; . e y; . e tendo em
conta que apenas um tipo de investimento é permitido pelas restrigoes (42) e (43). O
resultado da expressao é o seguinte:

(Z gcyzc,t + Z Ecyac,t)2 = Z (§C>2yf,c,t +2 Z 3cﬁcyzﬂ,c,t + Z (EC)ny,c,t

ced, ced. ced, ced. ced,.

Vie Qg te® (73)

A vantagem do programa de PCSOIM é que a solugao obtida é sempre exata para
redes radiais, como demonstrado em Farivar e Low (2013), e pode ser resolvido usando
os métodos de pontos interiores primal-dual desenvolvidos para otimizagao linear (JABR,

2006).

3.3.2  Modelo de programacado linear inteiro misto para o PPESD

O modelo de PNLIM para o PPESD pode ser reformulado usando programacao

linear como segue:
Minimizar (32)

sujeito a:

(39) — (52), (54) — (56), (58) — (64), (68) — (70), (72)

Vjestj;éﬁ; = f(Pyy,maz{a € B} o, K) + f(Qiju, maz{a € ®,}T,, K)Wij € T,t € O
(74)

)

Sgit" = f(P, maz{c € ®}S., K) + f(Qf,, maz{c € ®.}S., K)Vi € Qg,t € O (75)
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A formulacdo modificada é obtida pela aplicacdo do segundo e terceiro passo
apresentados na Segdo 3.3, onde as expressoes (53) e (57) sdo linearizadas usando a

metodologia proposta em Bradley, Hax e Magnanti (1977) como segue:

sqr78qr _ Y rest T8qr
‘/},t ‘[’ij,t ~ ‘/‘Yj,t ]ij,t (76)

(Pft)z + ( f:t)z ~ f(Pii,max{c c ®.}S.,T)+ f( ft,max{c € ®.}S.,I)VieQg,tcO
(77)

P2+ Q% =~ f(Pys,maz{a € © ., T) + f(Qijp. maz{a € @}, T)Vij € T,t € ©
(78)

~

A linearizagao do produto V" I;7" ¢ realizada usando um valor constante para a variavel
da tensao nodal como é apresentado em (76). Entretanto, para obter um valor adequado
para V™ uma versao relaxada do modelo, no qual as varidveis bindrias sdo relaxadas,
¢é resolvida e os valores de tensao para cada né na solugdo encontrada sao usados para

Viom. Finalmente, os termos quadrdticos de (53) e (57) sdo aproximados usando a fungao

linear por partes f(z,Zz, k) aplicada em (77) e (78), e definida como segue:

K
f(Z,Z, K) = Z O-Z,ﬁ(;z,n (79)
k=1
z=z"+2" (80)
K
2T+ = Z O (81)
k=1
0< 8, <Z/K:Vk=1,..K (82)
0= 02k—-1)/K;Vk=1,.., K (83)

A vantagem dos modelos de PLIM é que podem ser resolvidos usando técnicas de
otimizacao classicas que garantem a solucao Otima e que sdo mais robustas em

comparag¢ao com a solucao de formulagoes nao lineares.
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3.4 RESULTADOS NUMERICOS

Os modelos AC convexos para o PPESD foram testados usando dois sistemas teste
de 23 e 54 noés. As simulagoes foram implementadas em um computador de um Gigabyte
R280-A3C X64 com dois processadores Intel Xeon E5-2698 v3 a 2.30 GHz e 256 GB de
RAM usando CPLEX 12.6 (IBM ILOG CPLEX, 2018) e GAMS 24.7 (GAMS, 2018).

3.4.1 Caso de estudo de 24 nos

Figura 7. Topologia inicial para o sistema de 24 nos.

, Ramo existente nao
N6 de carga _ .
recondutoravel

< . —_— Ramo existente
Subestagdo existente =——— .
recondutoravel

1 ~ . Ramo candidato nao
. I Subestagdo candidata = = = .
1 existente

Fonte: Préprio autor

O seguinte teste corresponde ao caso de miultiplos periodos de planejamento,
onde foi usado o sistema teste de 24 nds pela primeira vez apresentado em Gonen e
Ramirez-Rosado (1986). Como se mostra na Figura 7, o sistema compreende 20 nés de
carga, representados por circulos; 4 subestacoes, representados por quadrados; e 33

ramos, indicados por linhas. Além disso, trés niveis de carga, nomeadamente alta, média
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e baixa, sao considerados. Além disso, 30 blocos sao utilizados na linearizacao por partes.
Esta considerando uma taxa de juros ajustada pela inflacao de 7,1% e um orcamento de
investimento anual igual a $6 milhoes.

As tensoes nos nés da subestacido estdo definidas em 1,05 p.u em uma base de
20 kV, os limites superior e inferior para as tensoes em nés de carga sao iguais a 1,05
p.-u. e 0,95 p.u., respectivamente. As subestacoes existentes, nos nés 21 e 22, possuem
uma capacidade e 7,5 MVA e um custo de manutencao igual a $1000, Os nds 23 e 24
representam as subestagoes candidatas, Os custos de expansao das subestacoes 21 a 24
sao de US $100,000, US $100,000, US $140,000 e US $ 180,000, respectivamente, Todos
os equipamentos relacionados com as subestagoes tem um ciclo de vida de 15 anos,

Os ramos sao categorizados como existentes e candidatos. Os ramos existentes
sao classificados em dois tipos: 1) aqueles com um alimentador nao sujeito a
recondutoramento, representados por linhas sélidas na Figura 7; e 2) aqueles existentes
que podem sofrer recondutoramento, representados como linhas duplas sélidas. Os
ramos candidatos sujeitos a instalacdo sdo representados por linhas tracejadas. A
capacidade e a impedancia dos alimentadores sdo de 3,94 MVA e 0,732Q/km,
respectivamente. As alternativas de investimento tanto dos ramos como das subestacoes,
dados dos ramos e demanda dos noés para cada um dos trés periodos de planejamento
encontram-se descritas em (TABARES, 2018).

Os dois modelos convexos foram aplicados para este sistema teste, obtendo uma
solucdo equivalente entre o modelo conico e o modelo linear. Adicionalmente, foi obtida a
solugao para o modelo DC, isto é, apenas considerando poténcia ativa. Na Figura 8 mostra-
se as topologias para cada um dos periodos de planejamento obtidos para todos os modelos.
Em cada uma das figuras o condutor tipo A1 é de menor capacidade. Pode-se observar que
ambos resultados sdo muito diferentes, a solugao DC faz menores investimentos quando
comparada com os investimentos do modelo AC.

A Tabela 3 mostra os resultados de custos, enquanto que as Tabelas 4 e 5 mostram
os erros na aproximacao da nao linearidades para cada um dos tipos de ramos considerados
e para cada um dos modelos propostos. Ressalta-se que o plano de expansao obtido usando
o modelo DC e infativel segundo a solucao de um fluxo de carga convencional. O modelo
conico demorou 6 horas e 56 minutos em chegar a solucao 6tima, enquanto o modelo linear

demorou 2 horas e 23 minutos.
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Figura 8. Topologias de expansao para o sistema de 24 nés. a) Geradas pelo modelo DC.
b) Geradas pelos modelos AC conico e linear

Periodo 1 Periodo 2 Periodo 3

X ubestagdo em Rk Alternativa k para o ramo sujeito . 5
O N6 sem demanda D s N N P J *Nova instalagdo ou recondutoramento
operagao a recondutoramento
. —— Ramoem Ak Alternativa k para o ramo . 5
O N6 com demanda ~ L. X p N Tk Alternativa k para a subestagdo
operagdo sujeito a instalagdo

Fonte: Préprio autor

3.4.2 Caso de estudo de 54 nos

Um sistema teste de 54 nds baseado naquele descrito em Munoz-Delgado,
Contreras e Arroyo (2016), é usado para avaliar o comportamento computacional dos
modelos propostos, considerando 10 periodos de planejamento. Como mostrado na
Figura 9, o sistema compreende 50 nés de carga, 4 nés de subestacao e 63 ramos; as
linhas continuas representam os elementos da rede que inicialmente estao construidos, as
linhas duplas representam os tnicos ramos que podem ser recondutorados e as linhas
tracejadas representam elementos para adigdo. Os dados originais encontram-se em
Tabares (2018), onde os valores base para poténcia e tensdo sao 1 MVA e 13,5 kV,
respectivamente. Os coeficientes de custo de investimento e manutengao sao baseados
naqueles fornecidos em Lotero e Contreras (2011), Munoz-Delgado, Contreras e Arroyo

(2016). Analogamente, os valores dos coeficientes de custo para o corte de cargas, as
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Tabela 3. Resumo de custos em (US$10? ) para o caso de estudo de 24 nds

Tipo de custo Periodo DC Conico Linear
T1 1502,29 1799,29 1799,29
Custo de investimento T2 1664,27 1547,01 1547,01
T3 2224 .47 42,24 4224
T1 8,36 9,29 9,29
Custo de manutengao T2 12,77 13,16 13,16
T3 245,58 196,46 196,46
T1 6471,71 6682,02 6683,91
Custo de energia T2 10248,47 10418,84 10421,75
T3 248670,00 223260,00 224130,00
T1 0,00 749,21 695,93
Custo corte de carga T2 0,00 1108,83 1025,13
T3 0,00 829210,00 803750,00
T1 79,11 24,84 24,61
Custo de perdas T2 100,89 44,73 44,32
T3 2143,77 1240,79 1237,61
Custos totais 273371,67 1076346,71 1051620,71

Fonte: Préprio autor

Tabela 4. Erros das aproximagoes fluxos de poténcia (MVA) por tipo de ramos para o
sistema de 24 nos

Grandeza Fixos Construidos Recondutorados

Modelo comt Fluxo de carga 38,28 570,93 170,50
et conieo Valor calculado 37,89 565,37 168,47
Erro 1,00% 0,97% 1,19%
Modelo 1 Fluxo de carga 53,11 485,89 190,29
OACO I Vator caleulado 53,56 489,25 192,60
Erro 0,85% 0,69% 1,21%

Fonte: Préprio autor

perdas de energia e a energia fornecida pelas subestagdes foram obtidas de Lotero e
Contreras (2011). Para este caso ¢ considerada uma taxa de juros ajustada a inflacao de
10% e um orgamento de investimento anual igual a 2 milhoes (US$). Diferente do teste

feito em Munioz-Delgado, Contreras e Arroyo (2016), nao é calculada a ENS, nem os
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Tabela 5. Erros das aproximagoes da poténcia gerada em (MVA) pela subestagao para
o sistema de 24 nos

poténcia subestacao Modelo conico Modelo linear

Fluxo de carga 212,49 211,21
Valor calculado 212,49 211,58
Erro 0,00% 0,18%

Fonte: Préprio autor

custos de operacao das subestacOes e as perdas de energia fazem parte do custo de

producao de energia.

Figura 9. Topologia inicial para o sistema de 54 nos.

I:' Subestagdo existente =—— Ramo existente recondutoravel O N6 de carga

' : Subestagdo candidata --- Ramo candidato nio existente —— Ramo existente ndo

recondutoravel

Fonte: Proprio autor

O plano de investimento 6timo obtido para cada um dos modelos é mostrado na
Figura 10, isto é, ambos os modelos fornecem o mesmo plano de expansao para o periodo
de planejamento. Observa-se que nenhuma das subestacoes foi repoténciada e nenhuma

subestagao propostas foi construida.



3. MODELOS DE PROGRAMACAO MATEMATICA PARA O PPESD 64

Figura 10. Plano de investimento 6timo para o sistema de 54 nos.

O N6 de demanda [] Subestagdo em operagdo Rk Alternativa k para o ramo recondutoravel
—_— Ramo recondutoravel —— Ramo construido Ak Alternative k para o ramo sujeito a construgdo
Tk Periodo k de investimento TRk Alternativa k de investimento na subestagdo

Fonte: Préprio autor

A Tabela 6 detalha os valores presentes dos costos de cada um dos periodos de
investimento deste sistema teste. Pequenas diferengas de ambos modelos se apresentam
no custo de energia, isto pela natureza aproximada do modelo linear, o erro respeito do
modelo conico é igual a 0,16%. Embora os bons resultados, se destaca que o modelo conico

investe 12 horas, enquanto o modelo linear investe 1 hora e 33 minutos.

3.5 CONCLUSOES

Foi apresentado um modelo de programacao conico de segunda ordem e um modelo
linear para o problema de planejamento de expansao com varios periodos de planejamento
para o sistema de distribuigdo de energia elétrica. O modelo considerou a construgao /
refor¢o de subestagoes, a construcao / recondutoramento de ramos e a modificagdo da
topologia radial incluindo nés de transferéncia.

O uso de um modelo MILP tem os seguintes beneficios: a) um modelo

matemadtico robusto que é equivalente ao modelo de programacao nao linear misto, b)
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Tabela 6. Detalhamento de custos por periodo para a solugao 6tima do modelo linear e

do modelo conico (US$10)

Periodo

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 Total

Investimento 0,062 0,055 0,021 0,038 0,098 0,019 0,031 0,056 0,000 0,030 0411
Manutencao 0,013 0,013 0,012 0,012 0,013 0,012 0,012 0,012 0,011 0,114 0,223

Modelo Energia 1,127 1,181 1,275 1,337 1,360 1,455 1,432 1,460 1,430 15,281 27,338
Linear Corte de carga 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000
Investimento 0,062 0,055 0,021 0,038 0,098 0,019 0,031 0,056 0,000 0,030 0,411
Manutencao 0,013 0,013 0,012 0,012 0,013 0,012 0,012 0,012 0,011 0,114 0,223

Modelo Energia 1,127 1,181 1,275 1,336 1,359 1,452 1,430 1,457 1,427 15,252 27,295
Conico Corte de carga 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000

Fonte: Préprio autor

um comportamento computacional eficiente com solucionadores comerciais, e c)

convergéncia para a otimalidade garantida pelo uso de técnicas classicas de otimizacao.

com grande precisao quando se utiliza o método de varredura de fluxo de carga.

Os resultados também mostraram que as perdas de energia podem ser calculadas
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4 MODELOS DE PROGRAMACAO MATEMATICA
PARA 0 PPESD CONSIDERANDO
CONFIABILIDADE

Neste capitulo sao propostas distintas modelagens matematicas visando considerar
a confiabilidade no problema de planejamento da expansao dos sistemas de distribuigao.
Dois tipos de modelagens que ja foram implementadas na literatura especializada por
meio das metaheuristicas sao modeladas por meio de expressoes algébricas. As modelagens
propostas visam relacionar o cadlculo de diferentes indices de confiabilidade com as varidaveis

de decisao do PPESD e assim a confiabilidade ser um produto do processo de otimizacao.

4.1 INTRODUCAO

Nas ultimas décadas, a avaliagdo da confiabilidade do sistema de energia tem se
concentrado principalmente na geracao e transmissao. A razao basica é que os sistemas
de geragao e transmissao sao intensivos em capital e, sua inadequagao pode causar
conseqiiéncias catastroficas generalizadas tanto para a sociedade quanto para o meio
ambiente (BILLINTON; WANG, 1998). No entanto, a andlise das estatisticas de falha do
cliente da maioria das operadoras dos SDEE mostram que o sistema de distribuicao
apresenta a maior contribuicdo individual a indisponibilidade de fornecimento dos
clientes, em consequéncia as falhas na rede de distribuicdo elétrica representam
aproximadamente 80% das interrup¢oes médias do cliente (ALLAN; BILLINTON, 2000;
BILLINTON; ALLAN, 1996). De acordo com a Corporagao de Confiabilidade Elétrica da
América do Norte (HINES; BALASUBRAMANIAM; SANCHEZ, 2009), as interrupgoes de
energia sdo mais severas atualmente do que ha alguns ano; segundo Wirfs-Brock (2014)
os eventos médios de falha da rede nos Estados Unidos de América aumentaram de 2,5
para 14,5 por més durante 2000-2013. Byrd e Matthewman (2014) prevéem que as falhas
podem aparecer com maior freqiiéncia e maior severidade no futuro.

Além disso, um interesse consideravel em reduzir as perdas econémicas sofridas
devido a eventos de confiabilidade foi identificado recentemente pelas partes interessadas
do setor elétrico (CHANDRAMOHAN et al., 2010; BANERJEE; ISLAM, 2011). Essa situacao,
juntamente com a mudanca na regulamentacdo do setor de energia, tem motivado a
definicio de taxas ou penalidades para empresas de distribuicdo de acordo com as

estatisticas que elas apresentem de confiabilidade do servico. Nao menos importante
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resulta mencionar que um aumento de até 2% da renda anual pode ser alcancado pelas
operadoras de rede devido a melhoria da confiabilidade (SPANISH MINISTRY OF
INDUSTRY ENERGY AND TOURISM, 2013). Assim, a maioria dos operadores do sistema
de distribuicao tentam melhorar a confiabilidade do sistema de maneira econdémica.

A confiabilidade é agora considerada um critério de planejamento essencial para
ampliar e manter a infraestrutura do sistema de poténcia (HELSETH, ). Como
conseqiiéncia, os pesquisadores tém colocado sua aten¢do e proposto metodologias que
visem melhorar a confiabilidade do sistema de distribuicao. Essas metodologias tém sido
geralmente baseadas na aloca¢do 6tima de chaves (BILLINTON; JONNAVITHULA, 1996;
CELLI; PILO, 1999; TENG; LU, 2002; KAZEMI et al., 2009), religadores e dispositivos de
protecdo (SILVA; PEREIRA; MANTOVANI, 2004; SILVA et al., 2008; POPOVI¢ et al., 2005;
PREGELJ; BEGOVIC; ROHATGI, 2006; TIPPACHON; RERKPREEDAPONG, 2009), bem
como a dtima alocagdo de geragao distribuida (POPOVIG et al., 2005; PREGELJ; BEGOVIC;
ROHATGI, 2006; CATRINU; NORDGARD, 2011) e reconfiguragdo do sistema (BROWN;
HANSON, 2001). Adicionalmente, o PPESD também pode ser considerado como um
método adequado para melhorar a confiabilidade da rede. Em geral, um plano que
considere a confiabilidade no sistema de distribuicao visa minimizar a duracao e a
freqiiéncia das interrupg¢oes no suministro do servigo dos usudrios do sistema, onde a
avaliagao é realizada através de indices de avaliagao disponiveis (BILLINTON; BILLINTON,
1989; BILLINTON; ALLAN, 1996; IEEE.., 2012; CHOWDHURY; KOVAL, 2004; BROWN, 2008:
CHOWDHURY; KOVAL, 2009; LOTERO; CONTRERAS, 2011; MUNOZ-DELGADO;
CONTRERAS; ARROYO, 2016; MUNOZ-DELGADO; CONTRERAS; ARROYO, 2018&).

Duas abordagens para o PPESD considerando confiabilidade baseadas em
métodos aproximados tém sido usadas na literatura especializada. A primeira categoria
compreende  varias  metaheuristicas (MIRANDA; RANITO; PROENCA, 1994a;
RAMIREZ-ROSADO; BERNAL-AGUSTIN, 2001; RAMIREZ-ROSADO; DOMINGUEZ-NAVARRO,
2004; RAMIREZ-ROSADO; DOMINGUEZ-NAVARRO, 2006; NAZAR; HAGHIFAM, 2009;
GANGULY; SAHOO; DAS, 2011; SAHOO; GANGULY; DAS, 2012; SALEHI; HAGHIFAM, 2012;
NAZAR; HAGHIFAM; NAZAR, 2012; BORGES, 2012; GITIZADEH; VAHED: AGHAEIL, 2013;
SEDGHI; ALIAKBAR-GOLKAR; HAGHIFAM, 2013; GANGULY; SAHOO; DAS, 2013a;
PEREIRA-JUNIOR et al., 2014; POPOVIé; KERLETA; POPOVI¢, 2014), em que o PPESD 6
resolvido usando estratégias para criar iterativamente uma populagdo de topologias

candidatas. Para cada topologia candidata, a confiabilidade é avaliada por meio de
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simulagao. Alguns desses trabalhos consideraram investimentos e reforgos em ramos,
subestacgoes e geradores distribuidos para melhorar a confiabilidade, principalmente com
base na menor taxa de falha de novos equipamentos (MIRANDA; RANITO; PROENCA,
1994b; FALAGHI et al, 2011; GANGULY; SAHOO; DAS, 2011; SALEHI; HAGHIFAM, 2012;
NAZAR; HAGHIFAM; NAZAR, 2012; GANGULY; SAHOO; DAS, 2013a; POPOVI¢; KERLETA;
POPOVI¢, 2014). Outras agoes como a aloca¢ao de chaves e ramos de reserva tém sido
propostas para melhorar a confiabilidade do sistema (BORGES, 2012). Nestes trabalhos,
se assume que o sistema de distribuicdo é totalmente automatizado e os indices de
confiabilidade melhorados pela realocacao das segoes afetadas através dos ramos de
reserva e agoes de comutacgdio (RAMIREZ-ROSADO; BERNAL-AGUSTIN, 2001;
RAMIREZ-ROSADO; DOMINGUEZ-NAVARRO, 2004: RAMIREZ-ROSADO:;
DOMINGUEZ-NAVARRO, 2000; GITIZADEH; VAHED; AGHAEI, 2013; SEDGHI;
ALTAKBAR-GOLKAR; HAGHIFAM, 2013). Além disso, a alocagdo de chaves é considerada
para melhorar a confiabilidade do sistema através de procedimentos de restauracao em
caso de falha no sistema (SAHOO; GANGULY; DAS, 2012; NAZAR; HAGHIFAM; NAZAR,
2012; PEREIRA-JUNIOR et al., 2014). A maioria dos trabalhos considera a taxa esperada e
a duracao das interrupc¢oes de cada ramo para realizar a avaliagao de confiabilidade com
base na ENS (MIRANDA; RANITO; PROENCA, 1994a; BORGES, 2012; RAMIREZ-ROSADO;
DOMINGUEZ-NAVARRO, 2004; RAI\HREZ-ROSADO; DOMINGUEZ-NAVARRO, 2006;
PEREIRA-JUNIOR et al., 2014; GITIZADEH; VAHED; AGHAEI, 2013).

A segunda categoria compreende véarias aproximacoes que usam técnicas classicas
de otimizacao para resolver o PPESD considerando a confiabilidade para superar algumas
das desvantagens das metaheuristicas, como é nao fornecer uma medida da qualidade da
solugdo obtida, pois ndo é possivel estimar a distancia respeito do 6timo global (LOTERO;
CONTRERAS, 2011; SOUZA; RIDER; MANTOVANI, 2015; MUNOZ-DELGADO; CONTRERAS;
ARROYO, 2016). Esses trabalhos sdo baseados em uma extensao do modelo disjuntivo
de PLIM normalmente utilizado no planejamento de expansao de redes de transmissao.
Esse modelo linear é obtido fazendo algumas simplificagoes, como o emprego de equagoes
de fluxo de poténcia DC, onde o balanc¢o de poténcia reativa é totalmente negligenciado
e uma analise ex-post é feita para obter uma rede com um custo minimo e uma rede
aceitavelmente confiavel.

Nesta categoria os trabalhos de Lotero e Contreras (2011), Mutioz-Delgado,

Contreras e Arroyo (2016) apresentaram um modelo matemdtico que, ao invés de



4. MODELOS DE PROGRAMACAO MATEMATICA PARA O PPESD CONSIDERANDO
CONFIABILIDADE 69

fornecer um unico plano de expansao, fornece um conjunto de solugoes de baixo custo
para as quais a confiabilidade é avaliada. Em ambos os trabalhos, os indices de
confiabilidade e os custos associados sao calculados para cada solucao, assumindo que o
sistema de distribuicao é totalmente automatizado. Além disso, um método de
planejamento pseudo-dindmico é usado em Munoz-Delgado, Contreras e Arroyo (2016)
para resolver o PPESD junto a confiabilidade através de uma técnica heuristica que
primeiro resolve o modelo de planejamento seguido pela solucao do modelo de
confiabilidade, alocando comutadores e ramos de reserva em cada periodo do horizonte
de planejamento. Finalmente, o trabalho de Souza, Rider e Mantovani (2015) apresenta
uma abordagem de planejamento pseudo-dinamica para estimar o impacto da avaliagao
de confiabilidade no sistema de distribuicao.

Como pode ser analisado, atualmente os métodos de solugao exatos sao pouco
usados dentro do PPESD considerando a confiabilidade. Esta questao metodologica
relevante é uma conseqiiéncia de dois fatores, a saber: i) a dependéncia dos indices de
confiabilidade na topologia da rede, que, por sua vez, é um resultado da otimizacao, e ii)
o uso de simulacao para o calculo dos indices de confiabilidade na auséncia de expressoes
analiticas que modelem a confiabilidade em termos de variaveis de decisao relacionadas
a topologia (MUNOZ-DELGADO; CONTRERAS; ARROYO, 2018a).

Recentemente, o trabalho (MUNOZ-DELGADO; CONTRERAS; ARROYO, 2018a)
apresentou uma abordagem de otimizacao classica para a incorporacao de confiabilidade
no PPESD. Este modelo, diferente da proposta de Lotero e Contreras (2011), Souza,
Rider e Mantovani (2015), Munoz-Delgado, Contreras e Arroyo (2016) que apenas usa a
modelagem para gerar o conjunto de solucoes candidatas, propoe expressoes algébricas
para avaliacao de confiabilidade com base nas descobertas feitas no seu anterior trabalho
(MUNOZ-DELGADO; CONTRERAS; ARROYO, 2018a). Essas expressoes sao integradas em
uma formulagdo DC resolvendo o PPESD junto com a confiabilidade. A avaliacdo de
confiabilidade dependente da topologia é explicitamente formulada em termos das
variaveis de decisao do problema de otimizacao proposto, permitindo assim que a
solugdo exata do problema resultante, através da aplicacao de técnicas nao heuristicas,
seja computada para a topologia de operacao radial determinada pelo processo de
otimizacao para cada periodo de planejamento.

A partir da revisao bibliografica anterior, destaca-se o seguinte:
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1. Na literatura especializada existe apenas um trabalho antecedente que utiliza
modelagem matematica, para considerar as decisoes de planejamento e de
confiabilidade como produto do processo de otimizagao. Pesquisas anteriores na
area usaram métodos aproximados;

2. Nos trabalhos onde o PPESD e a confiabilidade sdao considerados em conjunto,
trés diferentes niveis de complexidade foram abordados: (i) Assumindo que toda
a rede possui dispositivos de protecao, mas que os investimentos de planejamento
serao feitos considerando manter os indices de confiabilidade sob certos niveis, (ii)
assumindo que toda a rede tenha dispositivos de protecao, mas que investimentos
adicionais em ramos de reserva serao feitos para operar em estado de contingéncia,
(iii) sem assumir que a rede tenha os dispositivos de protegao e, portanto, devem
ser otimizados conjuntamente com os demais investimentos da rede para garantir a
operacao em condigoes de operagao normais e de falha;

3. Em todos os trabalhos apenas as interrupgoes que ocorrem devido a falhas
individuais nos ramos sao avaliadas, isto porque a probabilidade de ocorréncia de
falhas simultdneas é considerada minima. A grande maioria dos trabalhos

caracteriza as falhas na rede por meio de taxas de falha e duragoes de interrupgao.

4.2 PROBLEMA DE PLANEJAMENTO DA EXPANSAO
CONSIDERANDO INDICES DE CONFIABILIDADE

Nesta se¢do, as novas expressoes algébricas apresentadas na Segao 2 sao estendidas
para considerar o fato de que, em um contexto de planejamento, a topologia de rede nao é
conhecida a priori, sendo resultado do processo de otimizagao. Esse é o principal aspecto
distintivo da modelagem proposta em relacao aos modelos de avaliacdo de confiabilidade
descritos em Lotero e Contreras (2011), Souza, Rider e Mantovani (2015), Munoz-Delgado,
Contreras e Arroyo (2016).

A extensao proposta do modelo apresentado na Secdo 2 é relevante porque, ao
igual que (MUNOZ-DELGADO; CONTRERAS; ARROYO, 2018a), permite a consideragao
explicita da avaliagdo da confiabilidade como parte do PPEDS. Assim, do ponto de vista
da modelagem, a formulacdo do planejamento com confiabilidade é equivalente aquela
apresentada em Munioz-Delgado, Contreras e Arroyo (2018a), onde a confiabilidade foi

caracterizada usando expressoes matematicas dentro do problema de otimizacao.
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A diferenca entre o modelo aqui proposto com relagdo ao trabalho por Munoz-
Delgado, Contreras e Arroyo (2018a) é que nao é necessario o uso de novas variaveis de
decisao para relacionar a dependéncia topoldgica a avaliacao de confiabilidade. Assim, nao
ha aumento significativo no tamanho do modelo. A superioridade do método proposto é
apoiada por sua capacidade de refletir uma maior precisdo das caracteristicas essenciais
da operacao da rede usando equacoes de fluxo de poténcia AC, ao contrario de Munoz-

Delgado, Contreras e Arroyo (2018a) em que um modelo de poténcias DC ¢é usado.

4.2.1 Modelamento da confiabilidade no PPESD

Conforme feito em Lépez, Lavorato e Rider (2016) e Munoz-Delgado, Contreras
e Arroyo (2018a), a avaliacdo da confiabilidade sera feita sob os supostos enunciados na
Secao 2.3.2.

O PPESD considerando os indices de confiabilidade visa minimizar o valor
presente do custo total ¢! sobre um vetor n-dimensional de varidveis bindrias x e um
vetor de variaveis continuas y, o primeiro relacionado com os investimentos e o segundo
com as decisOes operacionais cuja factibilidade é caracterizada por funcoes restritas,

f(x,y). Matematicamente, esta descrigao geral pode ser declarada da seguinte forma:

Min}i{rgllizar O =V (x,y) (84)
sujeito a:

x € {0,1}" (85)
f(xy) 0. (86)

O custo total minimizado em (84) inclui o custo do investimento; os custos variaveis
de operacao, que compreende os custos de manutencao, producao, corte de carga e o custo
de confiabilidade. Os custos operacionais e de investimento podem ser expressos em termos

T(x,y).

de x e y como ¢

Seguindo o caminho proposto por Munoz-Delgado, Contreras e Arroyo (2018a),
esta secdo apresenta uma nova abordagem nao baseada em simulagao para incluir a
avaliagdo analitica da confiabilidade de sistemas de distribuicaio no PPESD. Mais

especificamente, os indices de confiabilidade esperados para cada né de carga sao

expressos algebricamente em termos dos valores dessas magnitudes para os noés
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adjacentes. Assim, a confiabilidade é explicitamente caracterizada em termos das
proprias variaveis de decisao x e y do PPESD.

Como resultado, o problema (84)—(86) ndo precisa do acréscimo de novas variaveis
de decisao, contrario ao realizado em Munoz-Delgado, Contreras e Arroyo (2018a), onde

novas variaveis de decisao sdo usadas para considerar a confiabilidade.

4.2.2  Restricoes de confiabilidade

Em Munoz-Delgado, Contreras e Arroyo (2018a), mostrou-se que os indices de
confiabilidade podem ser expressos em termos das duragoes esperadas de interrupgoes de
reparacao e comutagao que afetam os nos de carga do sistema. Além disso, na Secao 2 é
mostrado que, para uma determinada topologia de rede operada radialmente, tais
duragoes podem ser equivalentemente calculadas através de um conjunto de expressoes
algébricas. Aqui, essas expressOes algébricas sdo incorporadas explicitamente na
formulagdo matematica do PPESD.

Deve-se notar que a adaptacdo do modelo para a avaliacdo analitica da
confiabilidade da Segdo 2 requer: i) Relacionar as alternativas de investimento com os
indices de confiabilidade, ii) Considerar o calculo dos indices sob a influencia da
abordagem de multiplos periodos de planejamento, e iii) Adaptar algumas das
expressoes descritas na Secao 2 para lidar com a falha de conhecimento a priori da
topologia da rede ao longo do horizonte de planejamento, devido a ela ser o resultado do
processo de otimizacao.

Assim sendo, as expressoes que calculam os indices nodais de confiabilidade em

um contexto de planejamento sao formuladas da seguinte forma:
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YIS = YR+ 7Nl — RSNl + AR Vij e Tt e © (87)
|ATS] < 0™ 1= (v + )] Vise Tt e® (88)
Y57 =150 — 750Nl + 70Nl + AL Vig € Tt € )i, j ¢ QF (89)
|AZS| < b%9 [1 - (ym +yi,)]Vij €T t €0Oli,j ¢ Q° (90)

D= D0 W = 3 Nty 3 T Nty vi € Q€ ©

JIET| ij€Y| JIETY| ij€Y]

j¢Qs jgas jg¢Qs j¢Qs

(91)
Z Jift) - Z zy, Z 7'50)\ l”yﬂt—l— Z 7‘50)\ lwym,w cQP\Qf tco
JIETY| ije€Y| JiEQ| 1jEY]
jgQs j¢Qs jgQs j¢Qs

(92)
| zgt | < bSO yz;:t + yf]_,t) alj € T7t € @|Z7j ¢ QS (93)
UP < V%O [1— (yif, +ui,)]sVij e Tt €O € Q° (94)
U0 <b%C[1— (yif, + )]s Vij € Tt €Oli € Q° (95)
Ty > Uivie Qfte o (96)
T =0Vie Q°,teO (97)
TP =0;vie Q' teO (98)

As expressoes (87) e (88) modelam a duracao esperada de interrupgoes de reparacao que
afetam os nds de carga. Nota-se que o uso das variaveis yf;rt e yﬁ;t exclui a necessidade de
variaveis adicionais dependentes da topologia, como feito em Munoz-Delgado, Contreras e
Arroyo (2018a). Se o fluxo de poténcoa for na direcao de i a j, ou seja, yf;rt =1le yf;t =0,
as expressoes (87) tornar-se Tfts = TRS RS Aijlij. Por outro lado, se o fluxo for de j
para ¢, ou seja, yfjt =0e yll-jt 1, as expressoes (87) se tornam Y[° = T + 75\ 1;;.
As expressoes (88) declaram que as varidveis auxiliares AJ¥} sdo zero se o ramo ij estiver
em operacao. Quando o ramo ¢ esta fora de operacao, a variavel A”t é ativada para
satisfazer (87).

As expressoes (89) e (90) modelam a duragao esperada de interrupgoes somente
de comutagao que afetam os nés de carga. Semelhante a (87)—(88) para interrupgoes de
reparagao, as variaveis yf;t e yf;t sao usadas para calcular as duragoes nodais esperadas

das interrupgoes de comutagao. Além disso, observe que as equagoes (87)—(88) e (89)— (90),



4. MODELOS DE PROGRAMACAO MATEMATICA PARA O PPESD CONSIDERANDO
CONFIABILIDADE 74

respectivamente, sao semelhantes a formulacao usada para calcular a queda de tensao no
fluxo de carga para um sistema de distribui¢do com operagao radial (51)—(52).

Conforme identificado em Munioz-Delgado, Contreras e Arroyo (2018a), hd uma
condicao especial para a avaliacao das duragoes esperadas de interrupg¢oes de comutacao
dos nos raiz, que consiste em que os noés raiz devem acumular as duragoes de interrupcoes
de comutacao de todos os ramos a jusante deles. Para fazer isso, as duragoes esperadas de
interrupgoes de comutagao para os nés raiz sao determinadas por (91)—(96). Esse conjunto
de expressoes é usado para identificar os ramos a jusante do nd raiz correspondente.
Esta informagao topolégica requerida é caracterizada de forma equivalente em (91)—(96)
modelando a operacao de um sistema ficticio sob uma condi¢ao de carregamento especial.

Um sistema didatico mostrado na Figura 11(a) é usado para ilustrar a avaliacdo
das duragoes esperadas de interrupc¢oes de comutacao para os nos raiz. Este exemplo
compreende 7 nés de carga, representados por circulos; duas subestacoes representadas
por quadrados, o quadrado solido representa a subestagdo existente, enquanto a
subestagdo candidata é representado como o quadrado tracejado e 12 ramos, sendo 5
ramos existentes indicados por linhas sélidas e 7 ramos candidatos indicados por linhas
tracejadas. O sistema ficticio é obtido da rede original da seguinte maneira. Primeiro, os
nos da subestacao e os ramos, existentes ou candidatos, que os conectam com os noés raiz
sao removidos. Assim, os nos raiz no sistema original tornam-se possiveis nés fonte no
sistema ficticio. Além disso, todas os ramos do sistema ficticio sdo idénticos aos ramos
correspondentes na rede original, tanto ramos existentes e candidatos. A Figura 11(b)
representa o sistema ficticio associado ao exemplo ilustrativo descrito na Figura 11(a).
Os elementos de rede que ndo fazem parte do sistema ficticio sdo mostrados usando
linhas vermelhas pontilhadas e os nds raiz originais sao delimitados por um quadrado
para indicar sua funcao como possivel né fonte no sistema ficticio.

A condigao de carga especial consiste em definir as demandas para os nés de origem
no sistema ficticio iguais a 0. Essa condi¢ao depende do estado de operagao dos ramos
que conectam os nos raiz com suas subestagoes na rede original da seguinte forma: os nés
raiz tém uma demanda igual a 0 se o ramo entre a subesta¢do e um no raiz estiver em
operacao no sistema real, ou seja, se yfjft =1 e ¢ um noé de subestagao, ou yf;t =lejé
um no6 de subestacao. Em outro caso, o n raiz nao esta disponivel para ser né fonte do

sistema ficticio e se torna um né de carga no sistema ficticio.
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Figura 11. Exemplo ilustrativo. (a) topologia inicial. (b) Sistema ficticio associado.

Fonte: Préprio autor

Além disso, para cada né de carga no sistema ficticio, a demanda é definida como
igual ao produto da taxa de falhas e da duragao da interrupcao do tinico ramo em operacao
que conecta esse n6 ao né a montante. Sob essa condi¢ao de carga, a duragao esperada de
interrupgoes de comutacao para os nos raiz da rede original é igual aos niveis de geracao
nos noés de origem correspondentes no sistema ficticio.

As expressoes de balango (91)—(96) representam a operagao do sistema ficticio para
essa condicao de carga. Observe que o fluxo ficticio através do ramo 7j no sistema ficticio

¢ modelado por f;;, e depende do estado das variaveis ywt e ywt conforme expresso

J

m (93). As expressoes (91) junto com as expressoes (94)—(95) correspondem a operacao
dos nos fonte do sistema ficticio, isto é, para que um possivel né raiz do sistema original
torne-se fonte do sistema ficticio, o ramo entre ele e a subestagao deve estar operando.
Analogamente, as expressoes (92) estao relacionadas aos nés de carga remanescentes no
sistema ficticio, ou seja, os nos de carga diferentes dos nés raiz no sistema original. A
duragao esperada de interrupg¢oes de comutacao para os noés raiz da rede original é igual aos
niveis de geracao nos nés de origem correspondentes no sistema ficticio (96). Finalmente,

equagoes (97)—(98) asseguram que as duragoes esperadas nos nés da subestagao sejam

iguais a 0.

4.2.8  Penalizagao por violacao de indices de confiabilidade

O custo da ENS pode ser considerada desde o ponto de vista do operador do
SDE ou desde o ponto do vista do usuario. Como mencionado na introducao do presente

capitulo, um interesse consideravel em reduzir as perdas econdmicas sofridas pelos
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clientes do sistema de energia devido a eventos de confiabilidade foi identificado
recentemente pelas partes interessadas do setor elétrico (CHANDRAMOHAN et al., 2010;
BANERJEE; ISLAM, 2011). Essa situa¢ao, motivou a definicdo de taxas ou penalidades
baseadas em confiabilidade para empresas de distribuicao de energia.

A continuagao se apresenta o custo relacionado com a violagao dos indicadores de

continuidade:

N — oSAIET Z o’ cf Max {0, NC; (L[5 + 1I77) — SAIFI) }+

i€QB

CSAIDI Z a¥*“cf Max {0, NC; (U7 +T5y) — SAIDI) } (99)

ieNB
Onde a fungdo maximo calcula as violagdes dos limites para o SAIFI e o SAIDI.

Os indices de continuidade dependem das taxas de interrupcao, por tanto devem
ser adicionadas expressoes algébricas equivalentes as (87)—(98) para o calculo das taxas
nodais esperadas das interrupgoes tanto de reparagao como de comutagao (100)—(111).
Adicionalmente, devem ser formuladas expressoes que limitam os indices globais do SDEE

em analise (112)—(113).

P = 1%+ Nl — Nigligyht, + Afjﬁ“ VijeY,teO (100)
)Af}j“‘ <HRSTU[1— (yit + 4 )] i Vij € T t € © (101)
70 = 1159 — 759 Nlijyts, + 50 Nl + Aiot“ Vij e T,t €Oli,j ¢ Q° (102)
AT < b5 1 - (ym + ym)} Vij € T,t€0li,j ¢ Q° (103)
Sl = D> g = Nl + Y Nl Vie Q" te o (104)
JieY] ijEY| JieY| ijeY|
i¢Qs j¢Qs j¢as i¢Qs
Z gﬂt Z gz]t = Z Az’jlijyﬁtt + Z )\ijlijyéj_,ﬁw S QB\QR>t €0 (105)
JIET| ijEY| JieQ| ij€Y|

J¢Qs i¢Q® i¢Q® J¢Qs
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95| <3O (yif, +ig.) i € Tyt € ©li 5 ¢ Q° (106)
I < BT 1 — (g, + o) ] Vij €T t€O]j € Q° (107)
WP < IO 1 — (4, +45,)] i Vij € Tt € Oli € Q° (108)
70 > P vie Qf t e © (109)
I =0;vie Q°,t €O (110)
Y =0;vie Q°,t€© (111)
> NC(IIFF +1170)
ieQP [
< SAIFI 112
S NC; = (112)
ieQb
> ch‘@fts + F?,to)
ieQP -
< SAIDI 113
S NG, = (113)
ieQb

A fungao objetivo (99) necessita somente das violagdes dos limites para o SAIFI e o
SAIDI, assim para eliminar a fungdo do valor maximo o conjunto de expressoes auxiliares
(115)—(122) ¢é usado. As expressoes (115) e (119) reformulam a fun¢do méximo para o
SAIFT e o SAIDI como uma diferenca que pode ser positiva ou negativa, respetivamente.
Os valores da diferenca s6 podem tomar valores positivos como garantem as restrigoes
(116), (117), (120) e (121), além disso, s6 uma das duas diferengas pode ser admitida
(118) e (122). Como s6 as diferencas positivas sdo as unicas que geram custo, basta levar

a fungao objetivo os termos SAIFI;; e SA]F];; tal e como é expresso em (114).

oV = CSMFEN " U fSATF IS, 4+ CSAPTN ~ aver e fSAIDI, (114)
ieQB ieQB
NC; (I + 1I7Y) — SAITFI) = SAIFI}, + SAIFI Vi€ Q t € © (115)
0 < SAIFLf, <b™aiMFItvie QP te © (116)
0< SAIFI;, <b™NaMF = vie QP te© (117)
wy T P < Lvie QP e © (118)
NC; (T +T1727) — SAIDI) = SAIDI}, + SAIDI; ;Vi€ QF t € © (119)
0 < SAIDIf, <p™alMPHivie QP te o (120)
0 < SAIDI;, <b"™a? P vie QP t e © (121)
wp P 4 PP < 1vie QP e © (122)
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4.2.4  Funcao objetivo incluindo confiabilidade

A fungao (32) apresentada na Segao 3.2.1 deve ser modificada para incluir os custos
associados a confiabilidade do sistema. A métrica usada é o custo da ENS, expresso a
continuacao:

¢ = CPNSN T ef (Y + 1) PRt € © (123)
ieQB

Assim, a func¢ao objetivo considerando confiabilidade é:

(L+1,)" Y,

Minimizar ¢ = Z i c+
f

tcO

Ipo(Ipm) 3 [<1 + 1) (M e+ e Y +c§"5)}+
tcO

(1+1,)71®

7 (clo + clo) + cloy + clo) + cid] + ¢ar) (124)

Nesta nova funcdo objetivo foram incluidos dos novos custos, o primeiro ¢
relacionado como as penalidades na continuidade do servigo e o segundo corresponde ao
custo de ENS, ambos custos variaveis formam parte do segundo e terceiro termo da

funcao objetivo.

4.2.5 Modelo de programacao ndao linear inteiro misto para o PPESD

considerando a avaliacao da confiabilidade

Considerando as expressoes das se¢oes anteriores, o modelo de PNLIM para o

PPESD de multiplos periodos incluindo a confiabilidade da rede é dado por:

Minimizar (124)
sujeito a:

(39) — (70), (87) — (98)

Este modelo representa mais exatamente as caracteristicas do PPESD considerando
indices de confiabilidade. No entanto, por ser um modelo de PNLIM e nao-convexo, as
técnicas de otimizacao desenvolvidas para este tipo de problemas nao podem garantir

otimalidade. Como caracteristica saliente, as expressoes de confiabilidade ndo acrescentam
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termos nao-lineares a formulacdo do PPESD base, apresentada na Secao 3. Assim os
processos de convexificacdo apresentados no capitulo anterior podem ser aplicados ao

modelo incluindo confiabilidade.

4.2.6 Modelo de programacao conico de sequnda ordem inteiro misto para

o PPESD

O modelo de PNLIM para o PPESD pode ser reformulado usando programagao
coOnica de segunda ordem como segue:
Minimizar (124)
sujeito a:
(39) — (52),(54) — (64), (68) — (70)
(71) — (72),(87) — (98)

4.2.7 Modelo de programacao linear inteiro misto para o PPESD

O modelo de PNLIM para o PPESD pode ser reformulado usando programacao
linear como segue:
Minimizar (124)
sujeito a:
(39) — (52), (54) — (56), (58) — (64)
(68) — (70),(72), (74) — (75), (87) — (98)

4.3 RESULTADOS NUMERICOS

Os resultados de varios estudos de caso sao apresentados nesta se¢do. Primeiro, a
abordagem proposta foi aplicada em wuma instancia estatica do problema de
planejamento em dois sistemas teste, o primeiro de 24 nés e o segundo de 27 nods,
baseados nos sistemas descritos em Gonen e Ramirez-Rosado (1986) e Lotero e

Contreras (2011), respetivamente. Ambos os modelos foram implementados na
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linguagem de modelagem matemética (AMPL) do inglés A Modeling Language for
Mathematical Programming (FOURER; GAY; KERNIGHAN, 2003). As solugoes dos
modelos foram obtidas utilizando o solver comercial CPLEX (IBM ILOG CPLEX, 2018),
usando um computador Intel Core i7-4500 1,80GHz com 8 GB de RAM.

Posteriormente, foram realizados testes nos sistemas de 24 e 54 nés usados na se¢ao
3.4 utilizando os modelos convexos AC e considerando o planejamento multi-periodo. Estes
ultimos testes foram implementados em um computador de um Gigabyte R280-A3C X64
com dois processadores Intel Xeon E5-2698 v3 a 2.30 GHz e 256 GB de RAM usando
CPLEX 12.6 (IBM ILOG CPLEX, 2018) e GAMS 24.7 (GAMS, 2018).

4.3.1 Claso de estudo de 24 nos

Este teste foi baseado no sistema utilizado por Gonen e Ramirez-Rosado (1986).
O sistema possui 24 noés, 4 subestacoes e 20 ndés de carga, operando a uma tensao
nominal de 13,8 kV. A topologia inicial do SDEE é mostrada na Figura 12, onde os
retangulos representam as subestagoes, os circulos representam os nos onde as cargas
estao concentradas, as linhas continuas representam os ramos iniciais e as linhas
tracejadas representam os ramos a serem adicionados. No estado inicial, as subestagoes
1021 e 1022 estao construidas. Este trabalho adotou um horizonte de planejamento de
15 anos. A taxa de juros é fixada em 10% e os limites superior e inferior da tensao sao
1,05 p.u e 0,95 p.u, respectivamente. O custo da energia é de US$ 0,10/kWh, o fator de
poténcia é igual a 0,9 e o fator de perdas ¢é igual a 0,35.

Para este teste apenas um s6 periodo de planejamento foi considerado,
desconsideram-se os termos dos custos perpétuos e apenas os custos relacionados nos
resumos foram levados em consideragdo. A Tabela 7 apresenta os resultados
correspondentes a cenarios com trés valores diferentes do custo da energia nao suprida:
0, 10 e 100 vezes o valor da compra da energia, respetivamente. Os custos apresentados
estao expressos em US$x103.

As solucgoes para os dois primeiros cendrios sao iguais com relagao aos investimentos
a serem feitos na rede, a Figura 13 mostra a topologia 6tima obtida para cada um dos

cenarios. onde a Figural3(a) mostra o plano de expansao para os dois primeiros cendrios
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Figura 12. Topologia inicial do sistema de 24 nos.
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Figura 13. Topologia final do sistema de 24 nés a) Sem e com ENS de coeficiente de
custo baixo. b) com ENS de coeficiente de custo alto.

Fonte: Préprio autor

e a Figural3(b) mostra o plano de expansao paro o terceiro cendrio, com o maior valor

de ENS.
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Tabela 7. Resumo de custos em (US$x10?) para o caso estatico do sistema teste de 24
nos
Custos CENS = CFNS =10C¢e  CENS =1000¢me
Custo total 6511,59 6846,93 13912,62
Custo investimento em subestagoes 4200 4200 11000
Custo investimento em ramos 859 859 632,5
Custo energia nao suprida 0 329,06 1571,75
Custo perdas poténcia ativa 1452,59 1458,87 708,37

Fonte: Proprio autor

A Figura 14 mostra os valores das duragoes esperadas para a reparagao 14(a) e
restauragdo 14(b) de cada um dos nés do sistema. Onde o valor dentro dos nés
representa a duracao esperada de cada um deles. Embora nao ha uma influéncia da ENS
nos investimentos da rede, este teste permite observar os supostos sob os quais
funcionam as restrigoes de confiabilidade expressos na Se¢do 2.3.2, tais como : i)
crescimento das duracoes de reparacao quando os nds de carga se encontram mais
afastados da subestacdo, ii) o decremento das duragoes nodais das interrupgoes de
restauragao entre mais afastado se encontra o né da subestagdo que o supre e iii) A
acumulagao das duragoes de interrupgoes de restauracdo dos alimentadores das
subestagoes nos nos raiz.

Adicionalmente é possivel observar o comportamento de alimentadores com mais
de um caminho, como por exemplo os que iniciam nos circuitos 2-1021 e 6-1022, onde as
duragoes de restauracao nos nés terminais que se encontram a jusante sao influenciados
pelas falhas nos outros circuitos que fazem parte do alimentador e que nao levam poténcia
para eles.

Outro ponto a ser ressaltado é a influencia do coeficiente da ENS no fornecimento
de topologia 6tima de planejamento, como se observa na Figural3(b) esse coeficiente deve
ser muito alto para gerar um plano de expansao diferente daquele obtido sem considerar a
confiabilidade. O anterior pode ser explicado porque a minimizacao das perdas de poténcia
ativa, minimiza indiretamente os custos de energia nao suprida.

Para o caso do sistema teste de 24 nds se faz necessario aumentar o valor do custo

de ENS em um fator de 100. Assim a topologia obtida é a presentada na Figura 13b, onde
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Figura 14. Resultados ilustrativos - Duragées de interrup¢ao nodais esperadas. a)
Interrupgoes de reparacao . b) Interrupgoes de comutagao.

Fonte: Préprio autor

se observa que para diminuir o valor de ENS, é preciso a construgao da subestagao 1024,

que faz as cargas ficarem a uma distancia menor das correspondentes subestagoes.

4.8.2 Caso de estudo de 27 nos

O sistema de 27 nds foi adaptado do apresentado em Lotero e Contreras (2011)
para identificar a influéncia dos indices de continuidade (SAIFI e SAIDI) no do plano
de expansao. Este sistema possui duas subestacoes com possibilidade de repoténciacao
e uma candidata a construcao durante o planejamento, 8 ramos sao existentes e 31 sao
ramos propostos para serem adicionados ao sistema, conforme se ilustra na Figura 15. A
tensao nominal do sistema ¢ de 13,8 kV e os limites de tensao sao de 0,95 a 1,05 p.u.
Os circulos indicam os noés de carga. As linhas tracejadas indicam ramos candidatos a

ser adicionados ao sistema utilizando condutores do tipo 1 e 2. As linhas sélidas indicam
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circuitos existentes todos eles tipo 1. Maiores detalhes do sistema podem ser consultados

em (TABARES, 2018).

Figura 15. Topologia inicial do sistema de 27 nos.

Fonte: Préprio autor

O custo de energia para o teste foi de 0,10 U$/kWh. O fator de perdas considerado
foi 0,35 e a taxa de juros 10% . O horizonte de planejamento foi de 20 anos. Diferente do
teste anterior, aqui serao considerados os custos de penalidades por ultrapassar os limites
de SAIFT e SAIDI. Para este teste foi utilizado um fator de penalidade 20 vezes o valor
da produgao da energia (NETO et al., 2011) e para penalizar a ENS foi considerado um
custo de 10 vezes o custo da producao da energia. Adicionalmente, foi adotado para o
teste uma taxa de falha de 0,3 falhas/ano para todos os ramos, tempo de reparagao e de
restauracao iguais a 2h e 0,25 h, respectivamente, e os limites dos indices de continuidade
estipulados pelo érgao regulador de 2 horas/ano para o SAIDI e 2 interrupgoes/ano para
o SATFL.

A Tabela 8 apresenta o resumo dos custos para os diferentes cenarios de analise
considerados. Na primeira coluna se relacionam os custos de expansao sem custo de ENS
e sem ter em conta as penalidades por interrupcao na prestagao do servico, na segunda
coluna se relacionam os custos do cenario considerando o custo de ENS sem ter em conta
as penalidades por interrupc¢ao na prestacao do servigo e por ultimo e na ultima coluna
sao relacionados tanto os custos da ENS como as penalidades por violagao dos limites
de continuidade. Ao igual que no teste anterior sao desconsiderados os termos de custo

perpetuo na funcao objetivo e demais custos que nao foram relacionados na Tabela 8.
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Tabela 8. Resumo de custos em ( 10° $) para o sistema teste de 27 nds

Custos CENS = CFNS =100 CFAIFL = g0Cene

CSAIDI — g0 Ciene

Custo total 1757,26 1876,54 1906,58
Custo da operacao das subestagoes 124,89 124,89 122,67
Custo investimento em subestagoes 1115,00 1115,00 1115,00
Custo investimento em ramos 148,28 148,28 153,24
Custo energia nao suprida 0 119,28 118,14
Custo por violacao do SAIFI 0 0 0
Custo por violagdo do SAIDI 0 0 17,75
Custo perdas poténcia ativa 369,09 369,09 379,70
Erro de aproximacao 0.21% 0.21% 0.20%
Tempo computacional (horas) 11,91 5,63 4,84

Fonte: Proprio autor

Figura 16. Topologias de expansao para o sistema de 27 nés. a) Com e sem custos de
ENS. b) Com limites para o SAIFI e o SAIDI. Em ambas figuras as linhas
verdes representam o uso do condutor tipo 2 e as linha pretas presentam o
condutor tipo 1

(a) b)
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Fonte: Préprio autor

As topologias encontradas para os casos que consideram e nao a ENS sao iguais
e se mostram na Figura 16(a). Quando sdo considerados os limites de continuidade da
prestacao do servico (SAIFI e SAIDI) tanto na fungao objetivo como nas restrigoes, ha
um aumento nos investimentos nos ramos do sistema que caracterizam a construcao da
linha 15-16 e da linha 6-7 e a saida de operacao dos ramos 12-16 e 5-6. A caixinha na

subestacao 26 representa a sua repoténciacao.
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A Tabela 9 apresenta os valores esperados das taxas e duragoes de reparacao e
restauracao de cada uns dos ndés para a solucao que nao considera os custos de
confiabilidade. Para esta solugao o valor do SAIFI e SAIDI ¢ igual a 1,00585 falhas/ ano
e 1,11996 h/ano.

Tabela 9. Taxas e duragoes de reparacao e restauragao para cada né de demanda do
sistema de 27 nds para a solu¢do sem considerar penalidades por SAIFI e

SATDI
N6 IIRS TRS IS0 SO | N¢ IIRS THRS [0 [50
1 0,19 1,19 0,74 0,60 | 13 0,00 1,46 0,00 0,73
2 0,09 1,94 037 097| 14 000 1,12 000 0,56
3 0,00 1,58 000 0,79 | 15 0,14 1,07 0,54 0,53
4 0,19 2,03 075 1,02| 16 0,19 2,03 0,75 1,02
5 0,26 056 1,06 028 17 000 1,16 0,00 0,58
6 0,17 1,31 069 065| 18 008 053 0,32 0,27
7 0,12 0,64 047 032] 19 006 1,10 024 055
8 0,27 140 1,06 0,70 | 20 0,09 0,74 0,36 0,37
9 0,00 0,63 000 032 21 007 058 0,27 0,29
10 0,00 144 000 0,72 22 013 1,10 0,52 0,55
11 0,09 0,70 037 0,35 23 020 0,53 0,81 0,26
12 038 053 1,50 027 ] 24 0,14 1,03 056 0,52

Fonte: Proprio autor

A Tabela 10 apresenta os valores esperados das taxas e duragoes de reparagao
e restauracao de cada um dos nés para a solucao que considera todos os custos. Para
esta solugao o valor do SAIFI e SAIDI é igual a 0,888383 falhas/ ano e 1.0819 h/ ano.
Ressalta-se que os alimentadores de todas as subestagoes sofreram modificagoes respeito
da solugao que nao considera penalidades no SAIFI e no SAIDI e onde as mudancgas mas
importantes se concentram nos alimentadores da subestacao 26. Na Tabela 10 tém sido
destacados os nés que sofrem uma melhora nos seus indicadores nodais de confiabilidade
(nés 2, 4, e 8), explicado pela nova distribui¢ao de cargas que diminui o nimero de nds

que fazem parte dos alimentadores onde eles estao conectados.
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Tabela 10. Taxas e duragoes de reparacao e restauracao para cada barra de demanda do
sistema de 27 nds para a solugao considerando custos de confiabilidade.

N6 IIFS TES 1150 150 | N6 IIES TRS 1150 150

1 009 1,19 037 060]| 13 0,00 146 0,00 0,73
2 0,00 1,94 0,00 0,97 | 14 000 1,12 0,00 0,56
3 009 158 037 079 15 023 1,07 091 0,53
4 0,00 2,03 0,00 1,02 | 16 0,13 1,81 054 0,91
5 017 056 069 028 17 000 1,16 0,00 0,58
6 0,12 1,38 0,47 0,69 | 18 008 053 0,32 0,27
7 021 064 085 032| 19 015 1,10 0,61 0,55
8 0,08 1,40 0,32 0,70 | 20 0,09 0,74 0,36 0,37
9 000 063 000 032|321 007 058 027 0,29

10 0,00 144 0,00 072|22 022 1,10 0,89 0,55

11 0,09 070 037 035|23 030 053 1,18 0,26

12 0,19 053 0,75 027| 24 023 1,03 0,93 0,52

Fonte: Préprio autor

4.3.83 Caso de estudo de 24 nos multi-periodo

O seguinte teste corresponde ao caso de miultiplos periodos de planejamento,
usando o sistema teste de 24 nés (GONEN; RAM{REZ-ROSADO, 1986) que se mostra na
Figura 7. O sistema compreende 20 noés de carga, representados por circulos; 4
subestacoes, representados por quadrados; e 33 ramos, indicados por linhas. Foram
considerados 3 periodos de planejamento e a descricio dos dados se encontra em
(TABARES, 2018). O coeficiente de custo para a ENS devido a interrupgoes nos ramos,
CENS ¢ igual a $11200/MWh. Como feito em Lotero e Contreras (2011), trés niveis de
carga sao considerados. Para o modelo linear sao considerados 30 blocos na linearizacao
por partes, com uma taxa de juros ajustada pela inflacio de 7,1% e um orcamento de
investimento anual igual a $6 milhoes.

O modelo conico e o modelo linear apresentam solucoes de investimento
diferentes quando os indices de confiabilidade sao levados em conta. A Figura 17
apresenta as topologias de operacao para cada um dos periodos de planejamento obtidos
para ambos modelos, as diferencas entre ambos os modelos encontra-se nos periodos 1 e

2, onde existe um maior nimero de possibilidades em quanto a topologia.
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Figura 17. Topologia 6tima do sistema de 24 ndés no planejamento multi-periodo -
Modelo conico. a) Modelo DC. b) Modelo linear. ¢) Modelo conico.

Periodo 1 Periodo 2

a)

Periodo 3

Rk Alternativa k para o ramo
sujeito a recondutoramento

(O N6 sem demanda O Subesta(;af)
em operagao
O N6 com demanda Ak Alternativa k para o ramo

sujeito a instalag@o

- Ramo em
operagao

Fonte: Proprio autor

*Nova instalagdo ou recondutoramento

Tk Alternativa k para a subestagdo

No caso das subestagoes, nenhuma das subestagoes existentes é repotenciada, a

subestacao de 23 é construida com o transformador de maior capacidade. A subestacao

24 é construida com o transformador de menor capacidade representado pela cor preta.
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Em relacao aos condutores usados, se observa que a solucao usa intensivamente o condutor

de maior capacidade.
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Tabela 11. Resumo de custos em (US$ 10%) para o sistema teste de 24 nés incluindo a
avaliacao analitica da confiabilidade

Tipo de custo Periodo Conico Linear
Custo investimento | T1 1848,32 1785,62
T2 1415,56 1502,31
T3 96,91 58,15
Custo manutencao T1 9,71 9,29
T2 13,16 13,16
T3 196,46 196,46
Custo energia T1 6651,07 6651,69
T2 10413,24 10060,27
T3 216610,00 209690,00
Custo corte de carga | T1 695,93 800,76
T2 1062,68 10310,31
T3 1019600,00  1179700,00
Custo ENS T1 481,21 506,91
T2 1026,93 985,13
T3 24289,31 22373,04
Custos totais 1284410,50 1444643,09

Fonte: Préprio autor

Ressalta-se que a solucdo do modelo linear é factivel. Adicionalmente, sado
apresentados os resultados do modelo DC, isto porque o unico antecedente na literatura
que inclua a avaliagdo da confiabilidade dentro do PPESD ¢ um modelo deste tipo.
Comparando as topologias entre o modelo AC e o modelo DC, sao notaveis as diferencas
obtidas, a mais importante delas esta no primeiro periodo de planejamento com relacao
a operacao da subestacao 23, somado com o fato do uso maioritdrio do condutor de
menor capacidade no plano de expansao DC com relacao ao plano AC. Destaca-se que a
solu¢ao do modelo DC nao é fativel usando o fluxo de poténcia étimo.

A Tabela 11 mostra o resumo de custos para cada um das solugoes entregadas em
cada modelo. O modelo conico foi resolvido em 4 horas e 4 minutos, enquanto o modelo
linear precisou de 2 horas e 32 minutos. A Tabela 12 e a Tabela 13 mostram os erros

obtidos para cada uma das solucoes, onde se observa que sao menores a 2%.
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Tabela 12. Erros das aproximagoes do fluxo de poténcia (MVA) por tipo de ramos para
o sistema de 24 nos considerando confiabilidade

Grandeza Fixos Construidos Recondutorados

Fluxo de carga 53,81 451,91 218,31
Modelo conico

Valor calculado 53,28 447,49 215,48
Erro 0,97% 0,98% 1,29%

Fluxo de carga 37,84 561,51 183,46
Modelo linear

Valor calculado 37,85 561,70 183,82
Erro 0,03% 0,03% 0,20%

Fonte: Proprio autor

Tabela 13. Erros das aproximagoes da poténcia gerada em (MVA) pela subestacao para
o sistema de 24 nos considerando confiabilidade

poténcia subestacao Modelo conico Modelo linear

Fluxo de carga 205,66 209,71
Valor calculado 205,66 209,72
Erro 0,00% 0,00%

Fonte: Préprio autor

Quando comparamos as solugoes obtidas pelos modelos DC e AC para o PPESD
sem considerar a confiabilidade com os planos de expansdo quando ela é considerada se

destaca que:

e No modelo DC considerando confiabilidade sdo construidas as duas subestagoes
candidatas, isto para diminuir a distancia entre os nés de carga e a subestagao que
os alimenta;

o Nos planos de expansao fornecidos pelos modelos AC considerando confiabilidade
se evitam que os noés de carga fiquem afastados das subestacgoes, dai que as
topologias com os planos quando nao se considera a confiabilidade sejam
diferentes. O anterior pode ser enxergado no periodo de planejamento 1 onde para
a topologia dos modelos AC sem confiabilidade a subestacao 23 contem uma
grande quantidade de cargas conectadas com ela. Este fendmeno nao acontece nas
topologias geradas pelos modelos AC considerando confiabilidade, onde as cargas

ficam o mais perto que puderem da subestagdo mais préxima;
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o As solugoes do periodo de planejamento 3 fornecidas pelos modelos AC
considerando e sem considerar a confiabilidade sdo as mesmas, na sua maioria de
vezes se deve a que a minimizacao da poténcia fornecida pela subestagao ou as
perdas de poténcia ativa indiretamente otimizam a confiabilidade do sistema.
Embora, sendo as topologias iguais, nas solugdes considerando confiabilidade se

usam outros tipos de condutores.

4.3.4 Caso de estudo de 54 nos multi-periodo

O sistema teste de 54 (MUNOZ-DELGADO; CONTRERAS; ARROYO, 2018a) foi usado
de duas formas. A primeira consiste em comparar apenas as expressoes algébricas inseridas
frente ao trabalho de Munoz-Delgado, Contreras e Arroyo (2018a), dado que ele é o tinico
antecedente da literatura com um trabalho comparavel mas que usa um modelo DC. Para
esse proposito, o modelo AC linear aqui proposto foi reduzido a seu equivalente DC,
considerando apenas a poténcia ativa para a instancia multi-periodo. A segunda forma
consiste em aplicar o teste nos modelos convexos AC propostos e conhecer a influencia de

considerar um modelo mais preciso de rede no PPESD.

4.3.4.1 Comparagao modelos DC

Ambos os modelos fornecem os mesmo planos de investimento e os mesmos
indicadores de confiabilidade, como se esperava. Porém, a grande diferenca consiste no
tempo computacional gasto por cada uma dos modelos propostos. Enquanto o modelo
proposto no presente trabalho consegue atender a solugao 6tima em 13 minutos com 17
segundos, o modelo proposto por (MUNOZ-DELGADO; CONTRERAS; ARROYO, 2018a) usa
54 minutos com 36 segundos para consegui-lo, usando a mesma estacao de trabalho.

A Tabela 14 mostra um resumo dos custos para cada ano do horizonte de
planejamento em milhdes US$, a solucao obtida nao gera corte de carga em nenhum dos

periodos de planejamento por tanto os custos nao se encontram relacionados.
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Tabela 14. Custos em cada ano de planejamento na solugao do sistema de 54 nos

Ano Custo fixo Custo Custo Custo ENS  Custo
energia perdas manuten¢ao
1 930,681 1133,464 44,656 273,761 12,182
2 38,948 1193,112 45,776 278,626 11,736
3 81,692 1285,458 51,733 313,658 12,472
4 38,133 1341,833 61,474 383,480 12,158
5 692,568 1385,503 53,032 321,512 13,412
6 - 1486,319 54,858 335,741 12,193
7 10,105 1462,607 55,384 341,204 11,289
8 39,513 1489,529 55,758 342,915 10,823
9 38,450 1455,250 55,280 347,517 10,518
10 31,484 15526,199 602,390 3881,883 110,265

Fonte: Préprio autor

4.3.4.2 Comparacao modelos AC

Para aplicar os modelos AC propostos, e como foi feito na secao 3.4.2, ndo sao
considerados os custos de operacao das subestacoes e as perdas de poténcia ativa fazem
parte do custo de producao de energia. Obteve-se os resultados do modelo linear, enquanto
o modelo AC nao conseguiu chegar a solugao 6tima. Assim, o modelo linear investiu um
tempo computacional de 104 horas e 19 minutos.

Na Fig. 18 se mostram os investimentos otimos que fornecem os modelos linear AC
e DC. Ressalta-se que ambas as topologias de investimento apresentam poucas diferencas,
particularmente nos alimentadores para os nés 16 e 17, e que ambas solugoes utilizam os
mesmos tipos de condutores e subestagoes.

A Tabela 15 resume os custos para ambos modelos, onde se mostram os valores
presentes de cada tipo de custos associados a solucao Otima em cada periodo de
planejamento. Os investimentos de ambas as solugdes sao apenas diferentes nos estagios
1, 9 e 10. A diferenca nos investimentos leva a uma diferenca nos custos operacionais do
modelo AC que se traduz em uma economia de 2% ($6.287.600) em relacdo a solu¢ao do
modelo DC.

Ao contrario do sistema de teste de 24 nos, a solucao do sistema de teste de 54 nos

é factivel quando comprovada no modelo de fluxo de poténcia étimo e muito proxima da
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Figura 18. Plano de investimento 6timo para o sistema de 54 nds considerando a
avaliacao da confiabilidade.

TRk Alternativa k de investimento na

O N6 de demanda Tk Periodo k de investimento N
subestagdo
Rk Alternativa k para o ramo recondutoravel Ak Alternative k para o ramo sujeito a construcao
Ramo recondutoravel Ramo construido I:I Subestagdo em operacao

Fonte: Proprio autor

solucao do modelo AC. Uma possivel explicacao para este resultado é que o sistema teste
de 54 nds nao é suficientemente estressado (note-se que todos os condutores instalados
sdo de menor capacidade) pelo que ambos os modelos poderiam facilmente convergir para
uma soluc¢ao muito semelhante.

A Tabela 16 mostra os erros na aproximacao do modelo linear ara cada um dos tipos
de ramos considerados. Note que os erros de aproximagao sao negligenciaveis, mostrando

a precisao do modelo proposto.

4.4 CONCLUSOES

Neste capitulo foi apresentada uma modelagem mateméatica que utiliza um
conjunto de expressoes algébricas de natureza inteiramente linear para incluir a
avaliacado analitica da confiabilidade dentro do processo de otimizacdao de modelos
convexos que representam o PPESD no contexto de redes inteligentes, isto é, supondo

que toda a rede conta com dispositivos de protecao;
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Tabela 15. Detalhamento de custos por periodo para a solucao 6tima do modelo linear
e do modelo conico (US$10°)

Periodo

1 2 3 4 ) 6 7 8 9 10 Total

Investimento 0,934 0,039 0,082 0,038 0,693 0,000 0,010 0,040 0,044 0,031 1,910
Manutengao 0,012 0,012 0,012 0,012 0,013 0,012 0,011 0,011 0,011 0,110 0,217

Modelo Energia 1,147 1207 1,302 1,365 1402 1,503 1,480 1,507 1475 15,743 28,132
Linear Corte de Carga 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000
ENS 0,269 0,277 0,310 0,380 0,318 0,332 0,338 0,340 0,343 3,825 6,7315

Investimento 0,931 0,039 0,082 0,038 0,693 0,000 0,010 0,040 0,035 0,040 1,906
Manutengao 0,012 0,012 0,012 0,012 0,013 0,012 0,011 0,011 0,011 0,110 0,217

Modelo Energia 1,171 1,232 1,330 1,395 1431 1,533 1,510 1,537 1,502 16,064 28,703
DC  Corte de Carga 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000 0,000
ENS 0,274 0279 0,314 0,383 0,322 0,336 0,341 0,343 0,348 3,853 6,792

Fonte: Préprio autor
Tabela 16. Erros de aproximacao do modelo AC linear para o sistema teste de 54 nos

Modelo Fluxo de

Sistema teste Grandeza )
linear  carga

Fluxo pelos Fixos 256,76 247,70
Teste ramos (MVA) Adicionados 315,23 317,09

54 nés

Poténcia gerada

Os planos de expansao obtidos garantem um adequado nivel de confiabilidade
por meio do Otimo dimensionamento de subestacoes e ramos da rede. Assim, os
resultados mostram que quando a confiabilidade é considerada junto com o
planejamento ha diferengas no plano de investimento 6timo;

Os modelos convexos que foram desenvolvidos permitem sua resolucao usando
técnicas classicas de otimizagao, garantindo convergéncia e informagcao referente a solucao
otima;

Os resultados mostram que nao sempre ambos modelos fornecem a mesma solugao.
Por um lado existem suficientes razoes matematicas para determinar em que casos o
modelo conico fornece a mesma solugao que modelo nao linear, enquanto que nao existe

a mesma rigorosidade matematica com a linearizagdo por partes.
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5 MODELO DE PROGRAMACAO MATEMATICA PARA
O PPESD CONSIDERANDO RAMOS DE RESERVA

Neste capitulo é proposto um conjunto de expressoes algébricas para o PPESD
considerando que além de dimensionar os investimentos para a operacao sob condi¢oes
normais no sistema, devem ser também dimensionados ramos de reserva que permitam
realizar manobras de restauracao para os casos de falha na rede, de forma que é
minimizado o custo de ENS.

Deve-se destacar que nao se conhecem na literatura especializada formulagoes
matematicas que permitam o dimensionamento de ramos de reserva no PPESD visando

melhorar a confiabilidade.

5.1 MODELAGEM DE CONFIABILIDADE  CONSIDERANDO
ESTADOS RESTAURATIVOS NO PPESD

Como mostrado na Se¢ao 4.2.1 o PPESD incluindo confiabilidade por meio de
expressoes algébricas pode ser expresso em termos das variaveis de investimento x e de
operacao y sem ter que acrescentar novas variaveis. Porém, essa formulagao é insuficiente
para considerar manobras de restauracao em termos das variaveis x e y.

Na literatura especializada, as metaheuristicas sdo os tinicos métodos que incluem
manobras de restauracdo dentro do PPESD. Procurando inserir dentro do PPESD a
capacidade de restauracao por meio de ramos de reserva, nesta secao é proposto um
conjunto de expressoes algébricas com base na metodologia de Ramirez-Rosado e Bernal-
Agustin (2001). As expressoes algébricas modelam diferentes estados de restauragao e
um sistema ficticio é usado para calcular a ENS quando a rede nao pode ser totalmente
restaurada. O funcionamento de cada um dos estados de operagao e da subestacao ficticia
esta caraterizado em termos de novas variaveis de decisdao. Como resultado, o problema

(84)—(86) ¢ reformulado de maneira a considerar estados restaurativos como segue:
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Miriiipzizar ' =c"(x,y)+ f(z) (125)
sujeito a:
x € {0,1}" (126)
f(xy) <0 (127)
9(x,2) <0 (128)

onde z é um novo vetor de varidveis que relaciona decisoes de topologia e confiabilidade,
Cf(z) é uma fungdo que representa explicitamente o valor presente do custo de
confiabilidade em termos de as variaveis de decisao incluidas em z e g(x,z) é um novo

conjunto de funcoes restritas que modelam a relacio entre x e z.

5.1.1 Consideracoes

O problema de otimizacao matematica é definido desde o ponto de vista do
operador do sistema de distribuicao, conseqiientemente procura-se o plano de expansao
que tenha um minimo custo. Devido a complexidade do PPESD sao consideradas as
mesmas simplificagoes da Secao 3.3. As simplificagbes anteriores constituem um balanco
adequado entre a precisao da modelagem e o esforco computacional levando em conta
que o modelo de PNLIM é o mais preciso para PPESD (LAVORATO et al., 2012).

A formulagao proposta adota as simplificagbes assumidas por Ramirez-Rosado e
Bernal-Agustin (2001) para a avaliagdo da confiabilidade, onde somente sdo consideradas
interrupgoes sofridas devido a falhas individuais das ramos; além disso, falhas nos ramos
sao caracterizadas por taxas de falha e duragoes de interrupcao, e todos os ramos estao
equipados com chaves.

Adicionalmente e segundo a proposta de Ramirez-Rosado e Bernal-Agustin (2001),
para simular a saida de operagao das ramos e os esquemas de restauragao aproveitando os
ramos de reserva, adiciona-se uma subestacao e ramos ficticios que permitem a conexao
dos nés de carga do sistema com a subestacao ficticia. Esta subestagao ficticia calcula a
ENS quando o sistema nao consegue se restaurar e evita reconfiguragoes desnecessarias

em partes sauddveis da rede como mostrado em Romero et al. (2016).
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Subestagao real D

Subestagdo ficticia . :

Ramo em operacao

Ramo de reserva == mm

Ramo ficticio ======

Figura 19. Representacao da subestacao ficticia e ramos ficticios.

Fonte: Préprio autor

Cada falha é simulada eliminando um ramo (nao ficticio) da rede. Assim, podem
ser avaliadas as mudancas na topologia da rede que permitem ou a transferéncia de carga
por meio dos elementos reais da rede, ou a ENS relacionada ao corte de carga e que
corresponde a demanda que fica ligada a subestacgao ficticia por meio dos ramos ficticios.

O funcionamento da metodologia é ilustrado por meio da Figura 19, que
representa um sistema de distribuicao didatico composto por 7 nés de carga
representados por circulos, duas subestagoes representadas por retangulos, ramos em
operacao representados por linhas solidas, ramos de reserva para estados de restauracao
representados por linhas tracejadas e ramos ficticios junto com uma subestagao ficticia,
ambos representados por linhas pontilhadas. No caso de uma falha do ramo que conecta
a subestacao (né 9) com o né 1, para restabelecer o servigo no né 1 deve ser fechada a

chave do ramo de reserva que conecta esse n6 ao noé 6. Porém, isto é apenas possivel se o
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limite de corrente do ramo 1-6 e a capacidade da subestacao 10 assim o permitem. Em
caso que a demanda do né 1 ultrapasse esses limites, somente a subestacao ficticia 11
poderé atender o né afetado por meio dos ramos ficticios.

Embora Ramirez-Rosado e Bernal-Agustin (2001) tenham adotado esse esquema
de avaliagdo da restauracao do SDEE dentro de uma metaheuristica, é possivel utilizar

um modelo matemético que formalize esse processo (ROMERO et al., 2016).

5.2 PROBLEMA DE PLANEJAMENTO DA EXPANSAO
CONSIDERANDO RAMOS DE RESERVA

Nesta secao, uma formulagao baseada em estados de operacao é proposta para
integrar em um unico modelo matematico de planejamento, os investimentos para a
expansao da rede e o impacto do uso de ramos de reserva na confiabilidade dos SDEE.
Assim os elementos para a confiabilidade como a construcao dos ramos de reserva deve
ser resultado do processo de otimizacao.

Cada um dos mencionados estados de operacao representa a falha de um ramo do
sistema, além de uma condicao especial adicional ey que representa o estado de operacao
normal ou sem falha. Os investimentos feitos para todo o horizonte de planejamento
devem garantir que o sistema opere corretamente em cada estado de operagao, enquanto
as variaveis de operacao representam as topologias 6timas em cada um dos estados, tanto

no estado de operacgao sem falha quanto nos estados restaurativos do sistema.

5.2.1 Funcao objetivo incluindo ramos de reserva

A fungdo (32) apresentada na Segao 3.2.1 deve ser modificada para incluir os custos

associados a confiabilidade do sistema. A métrica usada é o custo da ENS, expresso a

continuacao:
& = OBNS Z ZCfTigepAijlijPTiit,e;Vt €0 (129)
neQSF eck
R e B LC) (130)
ijEY e€E

Como se observa, o calculo da ENS que leva em consideragao as taxas de falha e

tempos de reparacao de cada linha que entra em estado de falha no sistema. Além disso,
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e para evitar modifica¢oes topoldgicas na rede em parcelas que nao tenham sido afetadas
pela falha, é imposto um custo de chaveamento C** como expresso em (130), pelo que se
buscar realizar o minimo de alteragoes na topologia para restaurar o servi¢o nos estados

de falha.

Consequiéncia destes novos custos, a fungao objetivo total é definida como:

(1 + If>_(t_1) I

Minimizar ¢’ = Z hi ¢+
f

te®

Ipo(Ip,m) 32 (1 1) ™0 (e el e el 6™ ) |+
te©

(1 + If)_lel

M P O U ens,r Sw
I (%\ + o+ clo ¢ T Clo T C|®|> (131)

5.2.2 Restricoes que caracterizam os estados de operacao

A principal contribuigdo deste capitulo é modelar os casos de falha dentro de
um unico problema de programacao, assumindo que a rede conta com chaves em todos
os ramos que sao construidos. Para obté-lo, o funcionamento basico de um modelo de
programacao de dois estagios é usado, onde no primeiro estagio sdo dimensionados os
investimentos e no segundo estiagio é calculada a ENS a causa da salda de operacao
de cada um dos ramos da rede. Assim, de forma diferente da maioria dos modelos de
programacao propostos para o PPESD, se permite projetar uma rede malhada e que
opera radialmente tanto em estado sem falha como em estado restaurativo.

Cabe mencionar que o conjunto de falhas pode ser considerado de acordo com a
robustez desejada; assim, poderia selecionar-se um nimero menor de saidas de operacao
dos ramos em problemas de grande porte ou os ramos poderiam ser agrupados reduzindo
o espaco de busca do problema.

A forma como sdo consideradas as falhas e a operacdo dos ramos de reserva
constituem wuma caracteristica diferencial do presente trabalho, que permite ao
planejador do SDEE antecipar-se as mudancas que devem ser executadas para lidar com
as falhas nos ramos da rede. As expressoes que representam os estados restaurativos sao
definidas por (132)—(142).

As expressoes (132) e (133) garantem que nao havera fluxo de poténcia pelos ramos

ficticios no estado de operagao normal; as expressoes(134)—(135) garantem que nao havera
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geracao por parte da subestagao ficticia no estado de operagdao normal do sistema. Por

ultimo, a restrigdo (136) garante que os ramos ficticios ndo operam no estado normal.

Pl,.=0Vijel,tebec Ele=e (132)
Q. =0Vijel,teb,ce Ele=e (133)
H‘?ti:O;‘v’z'GQSF,t€0,66E|e:eO (134)

Se=0Vie Q¥ tebecBle=e¢ (135)
Yl =0Vij el tefecEle=e (136)

Cada elemento do conjunto F, exceto o elemento eq, esta associado com um ramo real
do sistema, assim quando um elemento do conjunto coincide com um ramo ij, significara
que esse ramo deixard de operar simulando dessa forma a falha permanente nele. As
expressoes(137) simulam a saida de operagdo dos ramos reais, um de cada vez. As
expressoes (138)—(140) garantem que sé seja usado um ramo ficticio por cada estado de
falha e que a subestacao ficticia s6 possa alimentar a parcela da rede afetada pela falha.
As expressoes (141) e (142) calculam as mudancas feitas na topologia em operagao
normal para atender o estado de falha, permitindo minimizar o nimero de mudancgas
feitas na rede com relagdo a topologia de operagao normal. As expressoes (143)—(145)

junto com as restricoes de balango de poténcia, garantem a operacao radial do sistema
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mesmo em estado de falha, ja que os ramos ficticios e a subestagao ficticia estao

presentes nessas equacoes e sao extensoes das propostas da Secao 3.2.5.

Y+, =0Vij el teb,ec Elij=e (137)

nyﬂe fft,eél;v@'jerfic,tee,ee}] (138)

ijelrfic

yif;rte ymteavwéfuveI‘f“tEHe€E|lj—e/\u7éz/\v7éz/\u7éj/\v7éJ
(139)

yffgte—yme,VZJEF well“ tchecElij=eAuiNv#iNutjAv+]

(140)
Uy S LVije Litebfec E (141)
(U0 T Uires) — (Wfie +Uime) = Uit —yitisVij €Tt €b,e € E (142)
(Z Ui+ ymt,e) +| >yl =ovieaS tet ek (143)
jiel’ igel’ jiel fic
(Z Yoo+ Zyﬁ;t,e> +| >yl | =uvieaP\Q% ted.ce EIPR >0,
giel el jielfic
(144)

<Z y]z,t,e + Zyz],t,e> + Z y]zte S 17VZ S QB\Qsat € 976 S E|P£ = 07

Jiel ijel’ jielfic

(145)
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5.2.8 Restricoes fundamentais dos SDEE para cada estado de operacao

As expressoes (146)—(154) sao adaptagoes de (49)—(57) para o PPESD com ramos

de reserva e modelam o estado estacionario de cada estado de operagao do sistema:

Z Z Pki,a,e - Z Z (Pij,a,e + Rclijlz‘sﬁ;e) + Z P/i{,t,e - Z F)il]{t1€+

kicL ac®, ij€L a€d, kicl'fic ijelfic
P,i—l-Piii:FDpﬁ;WEQB,tGQ,GEE (146)
DPILINED 3) DICINEE N SED IR R
ki€L ae®, ijeEL a€d, kiel'fic ijerfic
ft7e+QfZe=FDth;WeQB,tee,eeE (147)
‘/;,St(l,z = V;ZZ + Z |:2 (Rapij,a,t,e + XaQij,a,t,e) lij + Zgl?jffjff;t,e] + Ax,t,e;
a€ed,
Vije Lit€f,ec E (148)
Al el < (72 - ZQ> (1= (4. +y,e)]VijeD tebec E (149)
-~ ~ 2 ~ 2
ViD= (Puse) + (Quee) iVijeT tebec b (150)
L4, => I iVijel tcheckE (151)
acd,
pij,t,e = Z Pij,a,t,e;Vij S F,t € ‘9, ec F (152)
acd,
Qijre =Y  Qijare;VijeT t€b e € E (153)
ceC
Sgit > (PS )+ (@) Vie QS tchec E (154)

5.2.4 Restricoes logicas associadas a investimentos e operagoes

As expressoes que relacionam as variaveis de investimento e operacgao ao longo do
horizonte de planejamento sdo representadas por (155)—(157) e sdo extensdes naturais das

expressoes (39)—(48) para o PPESD considerando ramos de reserva.

Expressoes (39),(42)—(48) (155)
yzl'j,a,t,e S Z x'lij,a,t;vlij € F7t S 67 eek (156)
acd,

Yot U = Vara VijET t €O e €E (157)
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5.2.5 Limites operacionais

A expressoes (158)—(170) representam os limites operacionais tanto para a rede
real como para a rede ficticia. As expressoes (158)—(165) representam extensoes naturais
de (59)—(60). Adicionalmente, as expressoes (166)—(168) limitam o fluxo de poténcia nos
ramos ficticios, enquanto as expressoes (169)—(170) limitam a poténcia da subestagao

ficticia.

V2V <ViVie QP tebecE (158)
0< I, <Tual, ;VijeT,ac P, tebeckE (159)
0< I, <T.(yt.+y5,.):VijeT,ac d,tcbecE (160)
|Pijael < VI, ;VijeT,a€ @y tebecE (161)
|Pijatel VI (Yfe+ Vi) Vijelac®,,t€be€E (162)
Qijatel VIl ;Vij €T, a€ Oyt €0, e €E (163)
Qijatel SVI(Yife+Yiine):Vij€T,a € Pyt €b,e €E (164)
2
Sgit, < (Z Setfier+ Y Rcy;w) VieQ¥tcO,ecE (165)
ced, ced,
Pl,.|=0Vijel,tebecEli,je’ (166)
P, | <VIy! vijerictcoeceE (167)
Q%t,e = tan(cos_l(pf))Pilg{e;Vij el techecE (168)
P, <t Vie Q% t€b,e € Ele# e (169)
ZSfe = tan(cos’l(pf))ﬂii;w € QSF,t €f,e€ Ele+#eg (170)

5.3 MODELOS DE PROGRAMACAO CONVEXOS INTEIROS MISTOS
PARA O PPESD CONSIDERANDO RAMOS DE RESERVA

O modelo (131)-(170) corresponde a um modelo de PNLIM para o PPESD
considerando ramos de reserva com nao-linearidades nas expressoes (150), (154) e (165).
Essas expressdes sdo equivalentes a (53), (65) e (57) do modelo de PPESD,
respetivamente. Em consequéncia, as aproximacgoes lineares e as convexificagoes

apresentadas na Se¢ao 3.3 podem ser aplicadas de forma equivalente para obter modelos
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computacionalmente trataveis e comercialmente disponiveis. As reformulac¢des convexas
equivalentes para o PPESD considerando ramos de reserva e estados de operacao sao

apresentadas seguidamente.

5.3.1 Modelo de programacao conico de sequnda ordem inteiro misto para

o PPESD considerando ramos de reserva

O modelo de PNLIM para o PPESD considerando ramos de reserva pode ser
reformulado usando programagao conica de segunda ordem como segue:
Minimizar (131)
sujeito a:

(132) — (149), (151) — (164), (166) — (170)

‘/fgzj\zs]({;e 2 pz%,t,e + Q?j,t,e;vzj S Tvt € @7 e c E (17]')
Sgl = Syl + > R, +2) SRyl Vi€ teO,ecE (172)
ced, ced, ced,

A formulagao modificada é obtida pela aplicagao dos primeiros passos apresentados
na Sec¢ao 3.3, os quais convexificam o modelo nao linear. Para este propésito, as equacoes
(150) sao reformuladas como (171) aplicando o primeiro passo da Se¢ao 3.3, e as equagoes
(165) sao reformuladas como (172) aplicando o segundo passo. Além disso, vale ressaltar
que as expressoes (154) ja sao conicas de segunda ordem e nao precisam ser reformuladas.

De acordo com Farivar e Low (2013), Franco, Rider e Romero (2014), o programa
de PCSOIM serd equivalente ao problema de PNLIM se: 1) a rede for radial; e 2) a fungao
objetivo estd aumentando estritamente com relacao a V', ]Aqu:e e Sg;i., que aparecem no
lado esquerdo das expressoes (171) e (172), respetivamente. Assim, a primeira condigao é

totalmente satisfeita pelas expressoes que garantem a operagao radial (143)—(145),(146)—

(147). Para satisfazer a segunda condigao, as varidveis V'[", I>1

tes Lifie € Sgi. estao definidas

como positivas dentro do modelo e estao presentes indiretamente na funcao objetivo pelas
relacoes existentes entre elas com a poténcia ativa gerada pela subestagao no balanco de
poténcia ativa (146), varidvel que esta diretamente presente na fungao objetivo (131).

O lado direito das expressoes (165) é reformulado da mesma maneira como foram

expandidas as expressoes (72) da Segao 3.3.
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5.3.2 Modelo de programacao linear inteiro misto para o PPESD

considerando restauracao

O modelo de PNLIM para o PPESD considerando ramos de reserva pode ser

reformulado usando programacao linear como segue:

Minimizar (131)
sujeito a:

(132) — (149), (151) — (153), (155) — (164), (166) — (170), (172)

Vil = f(Pyee,maz{a € B3I, K) + f(Qujoemar{a € @}, K);
Vije T, t€0,ecE (173)
St = [(P.cmaz{c € B}S,, K) + f(QF, ., max{c € ®}S,, K);

i,te it.er

VieQ®te0,ecE (174)

A formulagao modificada é obtida pela aplicagdo do segundo e terceiro passo apresentados
na Segao 3.3, onde as expressoes (150) e (154) sdo linearizadas usando a metodologia
proposta em Bradley, Hax e Magnanti (1977) e amplamente explicadas na Sec¢ao 3.3. A
vantagem dos modelos de PLIM é que pode ser resolvidos usando técnicas de otimizagao
classicas que garantem a solugdo Otima e que sdo mais robustas em comparacao com a

solugao de formulagoes nao lineares.

5.4 RESULTADOS NUMERICOS

Os resultados de dois casos de estudo sdao apresentados nesta secao. Ambos os
casos de estudo foram aplicados em instancias estaticas do problema de planejamento, o
primeiro de 24 nés e o segundo de 18 nds, baseados nos sistemas descritos em Gonen e
Ramirez-Rosado (1986) e Haffner et al. (2008), respetivamente. Ambos os modelos foram
implementados em AMPL (FOURER; GAY; KERNIGHAN, 2003). As solug¢oes dos modelos
foram obtidas utilizando o solver comercial CPLEX (IBM ILOG CPLEX, 2018), usando
um computador com processador Intel Core i7-4500 processador 1,80GHz com 8 GB de
RAM. A funcdo objetivo apenas considera os custos que sejam relatados nas solucgoes

correspondentes, o resto de termos foram desconsiderados para simplificar a andlise.
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5.4.1 Caso de estudo de 24 nos

O sistema teste de 24 nds, adaptado de (GONEN; RAMIREZ-ROSADO, 1986) e que
é descrito detalhadamente em (TABARES, 2018), é usado para mostrar a influéncia do
planejamento incluindo ramos de reserva. Para tal fim apenas uma instancia estatica do
PPESD sera usada. Para este teste o modelo conico nao conseguiu convergéncia a solugao
Otima, isto porque o método de ponto interior em que se baseia o software CPLEX ainda
precisa ser aprimorado para lidar com formulagdes conicas.Conseqiientemente, sb serao
apresentados os resultados do modelo linear.

A topologia inicial do SDEE é mostrada na Figura 12. A solucao obtida para este
sistema tem um valor total de US$ 2344,24x103%, com um investimento em subestacoes de
US$ 780x10% e em linhas de US$418,50x103, custos de perdas de US$ 505,83x103, custos de
energia nao suprida de US$84,91x10% e custos de chaveamentos iguais a US$ 555,00x103.

A Figura 20 relaciona os investimentos feitos na rede, onde os ramos 1-14, 2-3, 4-9,
7-11, 15-17, e 6-13 em cor azul sdo ramos de reserva que atuam na modificacdo da rede
para atender os casos de falha, diminuindo a parcela desenergizada da rede. Todas os
ramos sao construidos com o condutor tipo 1 de menor capacidade e as subestagoes 1023
e 1024 foram construidas. A topologia em operagao normal (sem presenca de falha) esté
composta pelas subestagoes e ramos representados por linhas continuas nas cores preta e
verde da Figura 20.

A topologia (a) da Figura 21 mostra as mudancas no sistema no processo de
restauragdo quando acontecer uma falha no ramo 14-18. Matematicamente a falha é
simulada eliminando o ramo de operacao, fazendo a variavel yﬁj’e,t = 0, que significa a

abertura da chave dessa linha, sendo realizada uma manobra de comutagdo e que é

Sw—
ij,e

modelada como y = 1. Neste caso, o n6 14 fica desenergizado e para restabelecer o
servico nele é usado o ramo de reserva 1-14 por meio do fechamento da chave
correspondente, que ¢é representado mudando o ramo de reserva para a cor laranja;
assim, o estado desse ramo passa de fora de operacdo na topologia de estado de
operagdo normal (e0) para o estado em operagdo no estado de falha (e), isto é,
Yiiew =0 =yl =1,

Quando o sistema nao consegue ser restaurado como nos casos de falha nos ramos

2-12, 1024-5, 1022-8, a subestacao ficticia é quem atende o n6 que fica desenergizado,



5. MODELO DE PROGRAMACAO MATEMATICA PARA O PPESD CONSIDERANDO
RAMOS DE RESERVA 108

Condutor tipo 1
Condutor tipo 2 = 1021
Linhas de reserva

1024

1022

Figura 20. Investimentos no sistema de 24 noés.

Fonte: Préprio autor

a) Falta na linha 14-18 b) Falta na linha 1024-5
1021 1021
! =-:::‘'t::-/lif.::z2
19 164
/ Sy

1022 1022

Figura 21. Topologias de resturacao para dois casos de falha no sistema de 24 nés.

Fonte: Proprio autor
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como é mostrado na topologia (b) da Figura 21 para a falha na linha 1024-5. Para que a
subestacao ficticia entre em operacao, o ramo em falha deve ser desligado e adicionalmente
o ramo ficticio que conecta o né de carga com a subestacao ficticia deve ser ativado yf{ s = 1;
assim, a subestacao ficticia representada com um retangulo azul, com sigla SF nas figuras,
permitird a conexdo da parcela nao restaurada do sistema. Em (TABARES, 2018) sdo
mostrados o total de topologias para todos os estados de falha do sistema teste.

Destaca-se o fato de que para este teste em particular, as trés falhas em que a
geracao ficticia é acionada, teriam a chance de ser restauradas se fosse construido um
nimero maior de linhas de reserva; porém, o custo total de construcao das linhas é
maior que o custo associado com a energia nao suprida, logo as linhas de reserva nao sao
construidas, pois o plano de expansao é altamente dependente do valor da energia nao
suprida.

O tempo computacional gastado para obter a solucao é de 12 dias e 4 horas e os

erros na aproximacao das nao linearidades sao de 2.37%.

5.4.2 Caso de estudo de 18 nos

Figura 22. Topologia inicial para o sistema de 18 nos.

Fonte: Proprio autor
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Figura 23. Resultados caso de estudo de 18 nds a) Investimentos totais na rede . b)
Operacao em estado sem falha.

Fonte: Proprio autor

Para avaliar as formulacoes propostas neste trabalho foi utilizada uma rede ficticia
adaptada de Haffner et al. (2008) composta de 18 nds (2 subestacoes e 16 nés de carga)
e 24 ramos, operando a 13 kV. A topologia inicial da rede é mostrada na Figura 22,
os retangulos representam as subestacoes, os ramos desenhados como linhas continuas
representam a rede inicial e ramos desenhados como linhas tracejadas sao candidatos
para adicao ao sistema. Neste teste a subestagao 17 encontra-se construida.

Este trabalho adotou um horizonte de planejamento de 15 anos, taxa de juros de
10%, limites méximo e minimo da tensao sao 1,05 e 0,95 p.u, respectivamente. O custo da
energia é de US$ 0,50/kWh, o custo por saida de operac¢ao dos ramos é de US$ 5,00/kWh,
com um fator de poténcia é igual a 0,9, o fator de perdas é igual a 0,35. Foi adotado
para o teste, uma taxa de 0,234 falhas/ano para todos os ramos e tempo de reparagiao
iguais a 3h. A solucao obtida para este sistema tem um valor total de US$ 39795,73x103,
com um total de investimento em subestacoes de US$2230,00x10% e em ramos de US$
1566,90x103, custos de perdas de US$ 1008,71x10%, custo de energia US$ 34349,99x10% e
custos de chaveamentos iguais a US$ 640,00x103.

A Figura 23(a) apresenta os investimentos totais feitos na rede, onde os ramos
remarcados com um retangulo vermelho identificam os ramos de reserva e a subestacao
18 é construida. A topologia da Figura 23(b) representa o estado fora de falha. Para todas
as figuras os ramos em verde representam o cabo de maior capacidade e os ramos em azul

representam o cabo de menor capacidade. Em Tabares (2018) sao mostrados o total de
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topologias para todos os estados de falha do sistema teste, nos graficos ali mostrados, os
ramos tracejados em vermelho representam o ramo em falha.
O tempo computacional gastado para obter a solucao ¢ de 6 horas e 32 minutos e

os erros na aproximacao das nao linearidades sao de 0,39%.

5.5  Conclusoes

Nesta capitulo foi apresentado um novo modelo de otimizagdo matematica para
a inclusdo da confiabilidade no problema de PPESD. O modelo proposto identifica o
plano 6timo de expansao ao tempo que representa a operacao do sistema de distribuicao
sob condi¢oes normais e de falha, supondo que toda a rede conta com dispositivos de
protecao e que dimensiona os investimentos em ramos e subestacoes. Para possibilitar a
restauracao do sistema, foram determinados investimentos adicionais em ramos de reserva
que sao usados na ocorréncia de falhas.

Apesar do modelo ser complexo e seu tamanho crescer proporcionalmente com o
numero de ramos existentes e candidatos do sistema sob estudo, ele permite definir o
plano de restauracao de forma antecipada para um conjunto dado de falhas. O anterior
proporciona aos SDEE uma maior flexibilidade de reconfiguracao, pois as varidveis de
decisao do sistema permitem identificar a melhor topologia de restauragao e as manobras
a serem realizadas para que o sistema opere normalmente.

Os resultados mostram que quando os SDEE sao planejados para considerar
estados de contingéncia, os investimentos mudam em relacio a um plano de

investimento que apenas considera a operacgao radial sem contingéncias.
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6 CONCLUSAO

Nesta tese foram formulados modelos matematicos que consideram trés

importantes topicos para as redes de distribuicao como sao a avaliacao da confiabilidade,

a integracao da avaliacdo da confiabilidade dentro do PPESD considerando modelos de

rede AC e o planejamento de redes considerando possibilidades de restauracao por meio

ramos de reserva.

Na primeira parte do presente trabalho foi proposto um conjunto de expressoes

algébricas que permitem a avaliagdo analitica da confiabilidade em redes de distribuicao

existentes, assim conclui-se que:

o O método de avaliacao da confiabilidade para redes de distribuicao radiais baseado

em simulacao pode ser equivalentemente representado por meio de expressoes
algébricas;

O conjunto de expressoes algébricas desenvolvido é adequado para avaliar a
confiabilidade de sistemas radiais sem necessitar de técnicas de otimizagao, apenas
é necessario resolver o sistema de equacoes;

O reduzido esforco computacional requerido pelo conjunto de expressoes algébricas

para resolver sistemas de grande porte revela a efetividade da abordagem proposta.

Posteriormente modelos convexos AC foram propostos para o PPESD, permitindo

concluir que:

e Os modelos matematicos convexos implementados permitem tratar as nao

linearidades caracteristicas do PPESD considerando multiplos periodos de
planejamento;

A aplicagdo da programacao conica de segunda ordem oferece teoricamente uma
equivaléncia das caracteristicas do modelo nao linear que representam o PPESD,
embora sao necessarias melhoras nos atuais recursos computacionais para obter
tratabilidade em problemas de grande porte. Isto porque seu gasto computacional
é excessivo quando comparado com outros modelos convexos como o modelo linear;
A aplicagdo de programacao linear inteira mista é computacionalmente vantajosa
para representar o PPESD considerando multiplos periodos de planejamento, onde

os erros da aproximacao garantem a qualidade das solugoes encontradas;
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Posteriormente, o conjunto de expressoes algébricas para a avaliacdo da

confiabilidade foi reformulado para ser adicionado dentro dos modelos AC convexos para

o PPESD, concluindo que:

A avaliacao da confiabilidade pode ser integrada ao PPESD usando expressoes
algébricas, o que nao supoe um aumento nas variaveis binarias do problema, o
qual resulta computacionalmente vantajoso.

Os modelos convexos AC sao uma proposta efetiva para direcionar o PPESD
quando de forma conjunta podem minimizar os custos de investimento, operagao e
confiabilidade e sem a necessidade de conhecer com antecedéncia a topologia do
sistema;

Os resultados mostram a superioridade da modelagem proposta quando
comparada com as propostas na literatura que se baseiam em modelos de poténcia
DC, incapazes de representar caracteristicas da rede como o balango de poténcia
reativa e a queda de tensdo, e que como conseqiiéncia podem gerar topologias

infactiveis.

Por dltimo, novos modelos matematicos foram propostos para incorporar a

capacidade de restauracao dentro do PPESD por meio do dimensionamento de ramos de

reserva, concluindo-se que:

O dimensionamento de ramos de reserva abordado na literatura apenas por
metaheuristicas pode ser equivalentemente representado por meio de expressoes
algébricas;

O conjunto de expressoes algébricas desenvolvido é adequado para fornecer uma
rede malhada que opere sob diferente condi¢oes de operacao tanto em presenca ou
auséncia de falhas no sistema;

Os resultados computacionais prevéem sua possibilidade de extensao em modelos

que considerem multiplos periodos de planejamento.
Como trabalhos futuros, pode mencionar-se os seguintes:

Incorporar incertezas nos parametros estocasticos de longo e curto prazo préprios

do PPESD;
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Considerar a integracdo de fontes de energia renovaveis, resposta da demanda,
equipes de armazenamento e veiculos elétricos para melhora da confiabilidade no
PPESD;

o Considerar a extensao da metodologia de avaliagdo analitica da confiabilidade para
redes malhadas;

o Propor novos modelo convexos AC para o PPESD que melhorem o desempenho
computacional dos modelos conicos e que nao precisem das simplificagoes no
calculo das tensoes da linearizacdo por partes, tais como os métodos de
linearizacao poliédrica;

e Incluir dentro do PPESD o dimensionamento das chaves como resultado do

processo de otimizagao, deixando de lado o suposto de que a rede seja totalmente

automatizada.
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Multistage Long-Term Expansion Planning of
Electrical Distribution Systems Considering
Multiple Alternatives

Alejandra Tabares, John F. Franco, Member, IEEE, Marina Lavorato, Member, IEEE, and
Marcos J. Rider, Member, IEEE

Abstract—This paper presents a new mixed-integer linear
programming (MILP) model to solve the multistage long-term
expansion planning problem of electrical distribution systems
(EDSs) considering the following alternatives: increasing the
capacity of existing substations, constructing new substations,
allocating capacitor banks and/or voltage regulators, constructing
and/or reinforcing circuits, and modifying, if necessary, the
system's topology. The aim is to minimize the investment and
operation costs of the EDS over an established planning horizon.
The proposed model uses a linearization technique and an ap-
proximation for transforming the original problem into an MILP
model. The MILP model guarantees convergence to optimality by
using existing classical optimization tools. In order to verify the
efficiency of the proposed methodology, a 24-node test system was
employed.

Index Terms—Distribution system expansion planning, mixed-
integer linear programming, multistage long-term planning.

I. NOMENCLATURE

HE notation used throughout this paper is reproduced
below for quick reference.

A. Sets

Q.  Set of conductor types.

Q Set of nodes.

Q. Set of alternatives for substations.

Q,  Set of alternatives for distributed generations.
Oy, Set of transfer nodes.

Q, Set of substation nodes.
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o7 Set of branches.
Q,  Set of stages.

B. Constants

Zf Upper bound for each block of Af;u and Ag;u.
—G P
A~ Upper bound for each block of A , and Agf’ym.

Number of blocks in the piecewise linearization.
oy Load factor.
os Loss factor.
T Interest rate.
«a Number of hours in one year (8760 h).
b Upper bound for the variable b;; ,,.

P Installation cost of the capacitors (US$).

¢;.  Substation fixed cost at node ¢ using the alternative

c (USS).
o Construction cost of circuit ¢j using conductor type
if,a
a (USS).

c® Energy cost of substations (US$/kWh)

c?99  Energy cost of distributed generator considering the
alternative g (US$/kWh).

c?9  Installation cost of distributed generator considering
the alternative g (USS$).

¢mod  Cost of each standard capacitor unit (US$).

c Installation cost of the voltage regulator (US$).

¢; . Repowering cost of the substation at node ¢ using
the alternative ¢ (US$).

ci Operation cost of the substation at node ¢
(USS$/(kW)?/h).

I, Maximum current flow magnitude of conductor type
a (A).

Fed9  Power factor for the distributed generator considering

g .

the alternative g.

K Number of years in each stage.

0885-8950 © 2015 IEEE. Personal use is permitted, but republication/redistribution requires IEEE permission.
See http://www.ieee.org/publications_standards/publications/rights/index.html for more information.
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Length of circuit ¢5 (km).

Slope of the yth block of the piecewise linearization
for the power flow of a circuit.

Slope of the yth block of the piecewise linearization
for the generated power of a substation.

Maximum number of distributed generators that can
be installed in the system.

Maximum number of capacitor banks that can be
installed in the system.

Maximum number of standard capacitor units that
can be installed at a node of the system.

Maximum number of voltage regulators units that
can be added to the system.

Active power demand at node ¢ at stage u (kW).
Reactive power demand at node ¢ at stage u (kVA).

Reactive power of each standard capacitor unit
(kVA).

Regulator range of voltage regulators.

Resistance per length of conductor type a (€2/km).

Apparent power capacity for the repowering of the
substation considering the alternative ¢ at node ¢
(kVA).

Apparent power capacity for a new substation
considering the alternative ¢ at node ¢ (kVA).

Apparent power capacity for a distributed generator
considering the alternative g at node i (kVA).

Lower voltage magnitude limit (kV).
Upper voltage magnitude limit (kV).
Reactance per length of conductor type a (€2/km).
Impedance per length of conductor type a (€2/km).

C. Variables

Pg
Aij,y,u

Ps
LYu

Qg

ihyu

Qs
Ai.y,u
3¢t

Hi,u

399
Pigu

ur
]u

Discretization variable of the yth block for ‘ﬁij,u

Discretization variable of the yth block for Pfu.

Discretization variable of the yth block for ‘@Z Fou

Discretization variable of the yth block for qu

Binary variable associated with the allocation of a
capacitor bank at node ¢ at stage .

Binary variable associated with the allocation of
a distributed generator at node ¢ considering the
alternative g at stage u.

Binary variable associated with the operation of a
voltage regulator in circuit ¢j at stage u.

nur
L

Si,u

5ij,u,,u

Ticou
Ti.c,u

,
7L’i.u

sqr
ij,a.u

Taqr
Iij,u

DG

2,9,u

PS

i,

Fjau

P

+
17,4

P

17,4

DG
Qi,g,u

s

4,
Qij,a.u
Qij,u

-+

ij,u
Qij,u

Sgsqr

R

sqr
RN
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Binary variable associated with the allocation of a
voltage regulator in circuit ij at stage u.

Binary variable associated with the use of transfer
node ¢ at stage u.

Binary variable associated with constructing/
reconductoring circuit ¢j using conductor type a
at stage u.

Binary variable associated with constructing a
substation at node ¢ using the alternative c at stage w.

Binary variable associated with repowering a
substation at node ¢ using the alternative c at stage u.

Integer number of standard capacitor units installed
at node i at stage u.

Integer number of standard capacitor units operating
at node i at stage u.

Square of the current flow magnitude in circuit ij
associated with conductor type a at stage u.

Square of the current flow magnitude in circuit i
at stage u.

Active power by distributed generation at node ¢ at
stage u considering the alternative g (kW).

Active power by substation at node i at stage u
(kW).

Active power flow in circuit ¢j associated with
conductor type a at stage u (kKW).

Active power flow in circuit 5 at stage u (kW).

Auxiliary variable used in the calculation of ‘ﬁl o
(kW).

Auxiliary variable used in the calculation of ‘ﬁl Fou
(kW).

Reactive power from distributed generation at node
i at stage u considering the alternative g (kVAr).

Reactive power from substation at node ¢ at stage u
(kVAr).

Reactive power flow in circuit 5 associated with
conductor type a at stage u (kVAr).

Reactive power flow in circuit ¢ at stage u (kVAr).

Auxiliary variable used in the calculation of ‘Q\z o
(kVAr).

Auxiliary variable used in the calculation of ‘@ij,u
(kVAr)

Square of the apparent power supplied by substation
at node ¢ at stage u (kVA).

Square of the voltage magnitude at node ¢ at stage u.
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1902
754 Square of the not regulated voltage magnitude at
.U .
node ¢ at stage u.
y:; ,  Binary variable associated with the forward
’ direction of circuit ij at stage u.
Yiju Binary variable associated with the backward
’ direction of circuit ij at stage u.
w; .o Binary variable that indicates whether the substation
at node ¢, considering the alternative ¢, is active at
stage u.
Zij,a,u Binary variable associated with operating circuit 77
using conductor type « at stage .
biju Variable used in the calculation of the voltage

magnitude drop of circuit ij at stage u.

II. INTRODUCTION

HE main objective of the electrical distribution system
T (EDS) is to provide reliable service to consumers, while
ensuring the quality of the power supply at minimum cost.
Increased demand on the system, along with the installation of
new loads, requires utilities to expand their EDSs in order to
satisfy this new demand. Thus, the purpose of the distribution
system expansion planning (DSEP) problem is to develop
strategies to fulfill the new demand, while maintaining the
safe operation of the EDS. In the DSEP problem, multiple
objective functions must be considered: the cost of installing
new equipment, the operating costs of the substations, the
reliability of the distribution system, and active power losses.
Over the years, researchers have contributed significantly to
solving the DSEP problem using various mathematical models
and solution techniques [1].

If the economic and physical characteristics of the DSEP
problem are considered realistically, this problem becomes a
large-scale mixed-integer nonlinear programming (MINLP)
problem. The DSEP problem has been solved using different
techniques, such as heuristic algorithms, classical optimization
techniques (including linear, nonlinear, and integer program-
ming), and, in recent years, metaheuristic algorithms [1]. These
solution techniques have demonstrated different levels of per-
formance depending on the nature of the mathematical model
and the size of the EDS [1].

There are two types of DSEP models: static and multistage
[2]. In the static approach, optimal planning is aimed at accom-
modating the demand projected for the end of the planning pe-
riod. The multistage approach defines not only the ideal loca-
tion, type, and capacity of the investments, but also the most
appropriate time to make such investments. In this way, the con-
tinuous growth of the demand is always absorbed by the EDS
in an optimal way. This approach looks at the expansion of the
EDS over several stages, which represents the natural course of
an expansion problem. Due to the coupling between the various
stages, it is much more difficult to formulate and solve the mul-
tistage DSEP problem. The solution achieved for the multistage

IEEE TRANSACTIONS ON POWER SYSTEMS, VOL. 31, NO. 3, MAY 2016

DSEP, however, is usually better than the one found using the
static approach.

The multistage DSEP problem is an MINLP problem that in-
volves the optimization of binary investment variables, which
represent the construction and/or allocation of new equipment,
and continuous variables, which represent the steady-state op-
eration of the EDS [2]. One reason for not using the multistage
planning approach is the added complexity of the mathemat-
ical model. However, current research shows that it is entirely
feasible to work with the multistage model using available op-
timization techniques. In addition, in order to fulfill the voltage
limit constraint, it is increasingly important to incorporate ad-
ditional expansion alternatives, such as the allocation of capac-
itors and voltage regulator banks, into long-term planning. In a
basic DSEP model, the solution for low voltages is to use con-
ductors with lower impedance, but this leads to an increase in
the cost of the expansion plan. By contrast, the formulation pro-
posed in this paper considers the allocation of capacitor banks,
voltage regulators, and/or distributed generation (DG) as alter-
natives that can be used to satisfy the voltage constraints with a
lower investment cost.

Within this context, [3] developed a pseudo-dynamic method
to solve the multistage DSEP problem in which power losses
are represented using linear sections. A multistage model for
the DSEP problem, including distributed generation, was pre-
sented in [4]. The objective function in [4] was the cost of the
installation, operation, and maintenance of the EDS, along with
the cost of distributed generation. The paper presented an ex-
tension of the linear disjunctive formulation, representing the
inclusion, exclusion, and replacement of circuits, and a general-
ization of constraints related to the creation of new paths, which
could be applied in more complex topologies. The authors in [4]
also guaranteed that it would be possible to find an optimal solu-
tion for the resulting mixed-integer linear programming (MILP)
model by using a branch and bound algorithm. In [S], an MILP
model for the DSEP problem was proposed in order to mini-
mize the costs of investment, maintenance, and power losses of
the EDS. In order to choose the solution with the lowest cost,
a pool of solutions was obtained, and the cost of interruptions,
due to failures in the circuits, was determined for each solution.
Multistage models for the DSEP problem were also presented
in [6]-[11].

In [12], the authors presented an MINLP model for the static
DSEP problem, which could be solved using classical opti-
mization techniques. The model also considered the possibility
of using transfer nodes to define the final system's topology.
Due to its significant computational complexity, the model
was not able to solve large-scale planning problems in a rea-
sonable amount of time. [13] presented a conic programming
model for the DSEP problem, analyzing two formulations: the
single-circuit and the parallel-circuit equivalent. In addition,
constraints to eliminate loops were proposed with the aim of
obtaining a tight formulation and reducing the computational
effort needed to solve the DSEP problem. The authors in [14]
proposed a quadratically constrained model that considered the
construction/ reinforcement of substations, the construction/re-
conductoring of circuits, the allocation of capacitor banks,
and radial topology modification. The formulation proposed in
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[14] used voltage magnitudes and power flows to represent the
steady-state operation of the EDS, in contrast to [13] in which
new variables were introduced.

Furthermore, the DSEP problem has been solved through
heuristic algorithms, which have produced good solutions with
relatively low computational effort. Popular approaches from
this category include the branch exchange technique that was
used in [15] and [16], and the constructive heuristic algorithm
that was implemented in [17]. Reference [17] used a local
improvement phase and a branching technique to improve the
quality of the solution. In order to enhance the performance
of heuristic methods, in recent years, numerous metaheuristic
algorithms have been proposed to solve the DSEP problem.
An evolutionary algorithm was presented in [18]. In [6] and
[19], a genetic algorithm was applied to the DSEP problem. A
method based on ant colony systems was developed in [20],
and simulated annealing was conducted in [21] and [22].

In [23], an expert system based on neural networks was used
to transform the original DSEP problem into a directed graph
planning problem, whereas [24] used a particle swarm algo-
rithm. Although metaheuristics are robust, flexible, and achieve
good results, they also present many problems, such as high
computational demand, the need for adjusting and fine-tuning
the parameters, and the definition of a stop criterion. In addi-
tion, they cannot guarantee convergence to a global optimum,
nor can they indicate the quality of the final solution, because
they do not provide a distance indicator to the optimal solution.

Some papers about the DSEP problem have independently
addressed the construction of circuits and substations [5], [6],
[8], [10], [13], [15]-[20], [23], and [24]; the allocation of
capacitor banks [25]-[28]; the allocation of voltage regulators
[29]-[31]; and the joint allocation of capacitor banks and
voltage regulators [32]-[35]. The construction of circuits and
substations, and the installation of capacitor banks were con-
sidered in [14]. The authors demonstrated that better solutions
could be found by including the allocation of fixed capacitor
banks in the DSEP problem, thereby reducing power losses and
investments in circuits.

Currently, alternative options for expanding the system, such
as DG, can be implemented as possible solutions in DSEP. Rel-
evant works addressing the expansion planning of distribution
networks in the presence of distributed generation are found in
[4], [9], and [12]. However, in these works, the location and
timing of the DG were considered to be parameters, rather than
variables of the optimization process. Relevant approaches are
also found in [36]-[39]. In [36] an MINLP model for the DSEP
problem was proposed and solved using commercially avail-
able software; due to the nonlinear formulation, global opti-
mality was not guaranteed. In [37], the model described in [36]
was extended and solved using a genetic algorithm. Finally, an-
other evolution-inspired heuristic, namely an evolutionary par-
ticle swarm optimization, was applied in [38] and [39] to solve
the MINLP formulation for the DSEP problem. The methods in
[36]-[39] neither achieve global optimality nor provide a mea-
sure of the distance to the optimum. In addition, in [36]-[39],
investment decisions associated with the distribution network
are exclusively related to the reinforcement of feeders and sub-
stations, and the construction of new distribution assets is disre-
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garded. Moreover, the models described in [36]-[39] only con-
sider DG comprised of conventional units. Reference [11] pre-
sented an approach to expand the distribution network and the
DG simultaneously. Investment decisions considered both the
reinforcement of assets and the installation of new equipment.
This modeling aspect required the incorporation of specific con-
straints in order to impose the radial operation on the resulting
network, as per [12]. DG was comprised of not only conven-
tional units, but also wind power generation. Appendix A shows
a summary of the technical characteristics of the references cited
herein.

According to the authors' knowledge, in the specialized liter-
ature, no works have taken into account the construction and/or
installation of the multiple expansion alternatives in the solu-
tion of the multistage long-term expansion planning problem of
EDSs. The consideration of multiple alternatives in the DSEP
problem has the advantage of assessing which equipment is the
most appropriate to be installed in the EDS. In this paper, an
MINLP model for the multistage long-term DSEP problem is
presented. This formulation considers the expansion and/or re-
inforcement of the substations and circuits; the allocation of ca-
pacitor banks, voltage regulators, and/or distributed generation;
and a change to the system's topology. A linearization technique
and an approximation are used to obtain an MILP model that
can be solved using classical optimization techniques, guaran-
teeing the optimal solution. The planning horizon is divided into
several stages, and the proposed optimization model indicates
the best time at which to make the investments. A 24-node test
system was used to demonstrate the efficiency of the proposed
method. The main contributions of this work are given here.

1) A new model for the DSEP problem that takes into account
the construction of new substations, the increase of the ca-
pacity of existing substations, the allocation of capacitor
banks and voltage regulators, the construction or reinforce-
ment of circuits, and a change to the system's topology.

2) An MILP formulation for the multistage DSEP problem
that can be solved using classical optimization techniques
to obtain its optimal solution.

III. EXPANSION PLANNING PROBLEM OF EDSs

A. Steady-State Operation of a Radial Distribution System

The equations used to represent the operation of a radial EDS
are based on [14]. In these equations, the variables have been
changed:VY" = V?, and I3f7 | = If; . in order to obtain
a suitable MILP model. The model is applied under the fol-
lowing assumptions: 1) the EDS is operating in steady-state; 2)
the loads are modeled as a constant power type; and 3) the EDS

is balanced and represented by a single-phase equivalent:

Z Z Pki,a,u - Z Z (Pij,a.u + Ralijlfﬁz,u)

kicQy acQ, 15€Q a€,
s DG
+ P+ ) P
gceQ,
=P Vi€ uc, (1)

R
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Z Z Qki,a,u - Z Z (Qij,a.u + X llJIzS]qZL u)

kicQ; acY, 15EQ aEQ,
Y QR+ QL+ Y QD
gcil,
=QP, Vi€ ueq, )
ngffj;; =P%,+Q%, VijeMueq, 3)
‘/f’gr - V{jzr = Z [2(Rapij.a,u + X(LQij,a,u)lij
aceQ,
+ Z2L T ) 4 bija Vig € Qu € Q,(4)
L= NI, VijeQue, )
ac},
Pij,u - Z Pij,a,u Vlj S Qlyu' S Qu (6)
acd,
Qiju =Y Qijau Vij € Uue Q. (7)
acl,

Equations (1) and (2) represent the real and reactive power
flow balance in each node. Equation (3) establishes the relation-
ship between the real and reactive power flows of a circuit, the
square of the voltage magnitude at the end of the circuit, and the
square of the current flow magnitude of the circuit. Equation (4)
calculates the voltage drop in the circuits. Since the real and re-
active power flows (F;;,4,. and Q;; .., ) and current magnitudes
(I;{%. ) are associated with the selection of conductor type a,
and (3) is written in terms of the square of the total current flow
magnitudes and the total real and reactive power flows of circuit

ij, which are calculated using (5)—(7).

B. Mathematical Modeling of Voltage Regulators, Capacitor
Banks, and Distributed Generation

For the allocation of voltage regulators, it is assumed that all
voltage regulators (VRs) have the same regulator range, as well
as the same number of tap steps. Taking into account the multi-
stage long-term nature of the DSEP problem, the tap position of
the VRs can be calculated approximately. So, in this work, the
tap position of the VRs is assumed to be a continuous variable.
Constraints

(1-R%) e
23 -

u Ju

<V < (1 + R%) v

Vij € S, u € £, ®)
sqr 5 a 2| ur
‘/JZ q ‘V V ‘ lJLL
Vij € Q,u € Yy, )

represent these assumptions. In addition, VRs can only operate
after their allocation, as shown in

lJu—Zﬁmk Vi € O, u € Q.
k=1

(10)

Meanwhile, the following equation limits the number of units
that can be allocated in the EDS over the planning horizon:

> Y By, <0 (11)
uE, 17N

The allocation of capacitor banks (CBs) is formulated ac-
cording to [32]. The allocation of a CB has two associated costs:
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1) a fixed cost related to the decision to allocate a capacitor at a
node of the EDS, as defined by variable 352, and corresponding
to the structure, protection, and other installation costs; and (b)
a cost that depends on the number of modules installed, as de-
fined by the variable w; ,,. Constraint:

U
@i SN Y B VieQue,
k=1

(12)

establishes that the installation of standard capacitor units at a
given stage is possible only if the decision to allocate capacitors
at the node in question has already been made in that or any
previous stage. Constraint

Z Wi u SN ViGQb

uEeQR,,

(13)

limits the number of modules installed in a node according to
the maximum number allowed and the prior allocation of equip-
ment, while

U
Piu < Z ik Vi€ yu €,
k=1

(14)

limits the number of modules operating at every demand level so
that they do not exceed the number of modules already installed.
No more than one CB can be allocated at each node

Yo BR <1 vieq,

u€il,

(15)

while the maximum number of CBs installed in the EDS is lim-

ited by
o> Bt <.

UEQ, 1€

(16)

It is assumed that in the planning of the distribution system,
investment decisions about new distributed generators can be
made. Constraints

0<PRS < SPeFRclopd

Vi€, g€ 0yucl, (17)
‘Q S| < S;)G sin (arccochgg) ﬁid’gﬁu
Vi€, g€ yucl, (18)

respectively limit the active and reactive power that can be gen-
erated by DG. Constraint

>

geQy

3%

i,9,0

<1 VieQ,ueqQ, (19)

guarantees that the model can only choose one alternative of
equipment to be allocated, while

MY Bl L <1 Viem,

ueQ, gey

(20)

limits the number of DGs allocated at each node to one. Con-

straint
PO DD DY

wESY, i€8Y, gefl,

e2y)
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limits the total number of DGs installed in the system over the
planning horizon.

C. Mixed-Integer Non-Linear Programming Model for the
DSEP Problem

An MINLP formulation to solve the DSEP problem is devel-
oped in this section. The equations used in this model are based
on the formulations presented in [4], [5], [12], and [14].

1) Objective Function: The objective function (30) considers
the investment and operation costs, and is based on [17]. The
first part is the cost associated with the investment, and the
second part corresponds to the costs associated with the ac-
tive power losses and operating costs. The function f (7, K) =
1— (1+7) " /7 in (27) and (29) calculates the present value
of an annualized cost that has a duration of K years in terms of
interest rate 7.

Investments in circuits (IC):

SN el bijanliie (22)
ije acl,
Investments in substations (IS):
DD (S eGicut i) - (23)
1€Q, cEQe
Investments in voltage regulators (IVR):
> B (24)
ijemy
Investments in capacitor banks (ICB):
Z (ccb fﬁ; + c7n0dwi"u) ) (25)
1€Q,
Investments in distributed generation (IDG):
PO BLAE N 26)
i€, geQy
Production costs of electricity from substations (CES):
> o PE,f (1K) (27)
iCQ,
Production costs of electricity from DG (CEDG):
SN apicPRGf(n,K). (28)
1€Qs g€y
Operating costs of substations (OS):
Z agsciSgil f (1, K). (29)

i,

Thus, the objective function

Min »° [IC' + IS + IVR+ ICB +IDG + CES
UEQ,

+CEDG + 08)(1+ )~ " V¥ 30)

corresponds with the sum of the terms related to the investments
in circuits, substations, voltage regulators, and capacitor banks,

1905

as well as the terms associated with the cost of power losses in
the circuits and the operating cost of the substations.

2) Constraints: The constraints related to the investment and
operation variables along the planning horizon are represented
by

> Sijau <1 VijEQueEQ, G1)
a€Q,
3 Sijaw <1 VijeQac, (32)
u€f),
Zij,a,u < 6@'3‘10,7}1 Vl] S QL,CL S Qa”u, = Qu
h—1
(33)
Z Gienw 1 Vi€8,,uc, (34)
ceN,
Z Tiew <1 VieQguefl, (35)
cEQ.
Y. > Giew <1 VieQ, (36)
ue, ceN,
DD riew<l Vieo (37
wEQ,, c€Q.

u
Wi,c,u < Zai,c,h Vi € stc < Qmu S Qu
h=1

(3%)

U
Ticu < Zgi@h Vi€ Qq,c € Qq,u € Q.
h_y

(39)

These constraints are adapted from [3]-[5]. The operation state
of a circuit at each stage is represented by two binary variables
in order to improve the performance of the solution

S s U U Vi E U0, (40)
a€l,
U T UL <1 VijEQucn, (1)

as proposed in [40] to solve the reconfiguration problem of
EDSs.

Constraints
> @it va) = 10— 10— Y e
ijey 1€Q,
Yu € Q, (42)
Y i)+ Y () 22000
ije kiey
Vi € Qupou € 9, (43)

Y ¥ Vi SEi
Vij € ,0 € Qpp,u € €1y,
(44)
Yiiw T Yjiu < i
Vji € Q1,0 € Qpp,u € €,
(45)
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together with (1) and (2)ensure the radial operation of the
system and are natural extensions of the work done in [12],
adapted to account for the presence of transfer nodes and the
particularities of the DSEP problem.

Constraints
quqr —PS Q?ug Vi € 057 u € Qu (46)
2
;(L’" < (Z Z Sglcal(‘h+2 Z Rglcrzch>
h=1ceQg h=1cefle
Vi € Qs7 U € QU (47)

represent the limits of transformer capacity of substations. Note
that (46) is a quadratic constraint; as the operation cost of the
substations is minimized in (30), the square of the apparent
power (in the optimal solution) must be equal to the sum of the
square of the real and reactive power supplied by the substa-
tions. Constraint

VESVIIm<V? VieQue, (48)
limits the voltage magnitudes. Constraints
sgr -2 ..
0< qua w ST Zijaw YVijeuefl, (49)
sqr =2, 4 _
0 < Iz]qa un S I (y”u + yz]u)
Vij € Q,u € Q, (50)

represent the current magnitude limits of circuits in terms of
the capacity of each conductor type and the stage of the circuit,
respectively. Constraint

bijul 61— 95, —Viw) Vij € ue, (51)

limits the voltage magnitude drop in a circuit according to its
stage; if circuit 2 is active at stage u, then the auxiliary variable
b;;.., is zero, otherwise it remains limited by b. Constraints

1Pijaul VI (U0 + Viju)
Vij € Q,a € 8y,u €€y,
Qi <VIa (Y0 + i)
Vij € Q,a € Qy,u € Qy
| Pijaul gV—Lin,‘,a_,u Vij € Q,a € Qq,u €
|Qijan]l SVIizijaw Vij €U a€ Qg u€Qy

(52)

(53)
(54)
(55)
limit the power flow of a circuit according to its stage and the

corresponding type of conductor. These constraints are natural
extensions of the work done in [14] to include the multistage

planning.
Constraints

Wicw € {0,1} Vi€, c€Q,ue, (56)

Tiew € 10,1} VieQ,,ceQ,ueQ, (57

Giew € {0,1} Vi€ Q,ceQ,ue, (58)

Zij,a,u e{0,1} VijeU,ceQuefl, (59)

% € {0,1} Viey,geQuec, (60)

ytuy]u € {0,1} Vijc,ucq, (61)
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Initialize V;,, as mean{V.V};

l«

Relax the integrality of all decision variables
and solve the linear programming problem;

d

75qr

Update V, using the root square of V,

obtained in the previous step;

-4-

Solve the MILP model from section V to obtain
the DSEP problem results;

¥

Print process outfits

Fig. 1. Procedure to obtain an estimation of the voltage magnitude.

” L€ {01} VijeQueq, (62)
v, € 40,1} Vije QL ue, (63)
gia € {0,1} Vie M ue, (64)
@ e {0,1} VieMue, (65)
Wiy EL>o Vi€ Qy,u €8, (66)
Yin €Lsg Vi€ WyucQ, (67)

represent the binary and integer nature of the decision variables.
The MINLP model that represents the DSEP problem is de-
scribed by (1)—(67). Due to the complexity of this model, in the
next section it will be linearized in order to obtain a robust and
efficient mathematical formulation for the DSEP problem.

IV. LINEARIZATION OF THE DSEP MATHEMATICAL MODEL

Note that (3), (46), and (47) contain nonlinear expressions.
Here, those constraints will be linearized in order to obtain an
MILP model for the DSEP problem.

A. Linearization of the Left Member of (3)

The linearization of the product ngrI i1 v can be performed
by using an estimated voltage magmtude VL’ > as shown in
Vil I~ (Vi) T (68)

This simplification is an approximation with minimal error
due to the limited range of the voltage magnitude variation
[M, W ; results in Section V show the low approximation error
of the power losses.

In order to obtain a suitable value for the parameter V;,,, the
variables first take the value equal to the average voltage limits.
Then, a relaxed version (linear programming) of the model in
which the binary variables are relaxed is solved; it is assumed
that the initial value of the parameter V;, corresponds to the av-
erage value of the voltage limits. The voltage magnitudes found
by solving this relaxed model are used to fix the corresponding
values of Vif - Finally, the proposed MILP model is solved. The
procedure shown in the first three steps of Fig. 1 is performed.
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B. Linearization of the Right Member of (3)

The following equations are linear expressions that approxi-
mate the right member of (3):

P
Pl + QY ZmG o+ ZmG A
VZJ e, ue (69)
Pj.=P5,-P;, VijeMue, (70
Qiju = QL — Quw YijEUue, (1)
.
PL,+Ps, =Y A9 VijeQue, (72
y*l
Qf o+ Qi = ZAM . Vijeyuecn, (73)
y=1
AFS ZG Vij e Qu € O,y =
iju 1y €, u e u,y—l,..,Y(74)
AP <AY VijeQueQuy=1,.Y (75

The terms on the right-hand side of (69) are linear approxima-
tions of P;‘; ., and Q” »» Which are formulated according to the
discretization for quadratic expressions used in [32]. Equations
(70) and (71) represent P;;,, and @;; ., respectively, by using
non-negative auxiliary variables. Constraints (72) and (73) es-

tablish that 'PL, u‘ and ‘QU w

variables Af;gy , and A; ]qy ., Tespectively. Constraints (74) and
(75) impose limits on the values that can take the discretization
variables. The following equations calculate the values of the

parameters used in the discretization:

are the sums of the discretization

m¢ = (2y-1)A° y=1,.,V (76)

Vmax{la,a €.},

v (77)

These constraints are adapted from [32].

C. Linearization of (46)

Using the same linearization technique presented above, (46)
is approximated as shown in

Y
naly, s Yomial,

Y
S sqr —

VieQ,,ue, (78)
Y
Pi,=) AL, VieQ,ueQ (79)
y=1
y
S.=D A% YieQ,ueq, (80)
y=1
Ps -5 . -
Ao AT Viefuefl,y=1,.Y (81)
NP Vie Q,ue,y=1,.Y (82)

1,90 —
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The following equations calculate the values of the parameters
used in the discretization:

m$ = (2y—1)A°

A = ; max {Sg; . + Rgj ..c € Qe i € Ay} .

y=1,.Y (83)

(84)

D. Linearization of (47)

Constraint (47) can be linearized taking into account that: 1)
only one substation type is chosen for the installation of a sub-
station in a single stage, as guaranteed by (36); 2) only one sub-
station type is chosen for the repowering of a substation in a
single stage, as guaranteed by (37); 3) a repowering can only
occur after the construction of the substation [a planning con-
dition modeled in (39)]; and 4) the decision variables related to
the construction or repowering of a substation are binary vari-
ables. Consequently, the operational limit of the substations can
be replaced by an equivalent linear constraint, as shown in

LSZSZ Z ngc Uzch+z Z Rgzc Ti,c.h

h—1 c€Q¢c h=1 c€Q¢
u
+2)° Y 8gi Ry} rien Vi€ Qo ue Q. (89)
h—1 c€Qe

E. MILP Model for the DSEP Problem

The proposed algorithm is summarized in the flowchart
in Fig. 1. Taking into account the linearization presented in
Section IV, the MINLP model presented in Section III can be
transformed into an MILP model defined as

Min (30)
Subject to (1) —(2),(4) — (67),(70) — (85)
v
s T P
TR SETISTINS ST
y=1 =1

Vij € Q,u € Q. (86)

V. NUMERICAL RESULTS

A 24-node distribution system, based on [41], was used to
show the performance of the proposed formulation. The system
consisted of 24 nodes (4 substations and 20 load nodes) and
34 branches operating at a nominal voltage of 13.8 kV. The
planning horizon was divided into three stages. The proposed
model was implemented in the modeling language AMPL [42]
and solved with CPLEX [43] using a Dell PowerEdge R910x64
computer with six processors at 1.87 GHz and 128 GB of RAM
memory.

The initial topology of the EDS is shown in Fig. 2, in which
the rectangles denote the substations, the circles represent the
nodes, the branches drawn as continuous lines indicate the ini-
tial network, and the branches drawn as dashed lines are can-
didates for expansion. Table I presents the loads for the three
stages of the planning horizon. Table II shows all circuit data
and includes the lengths and initial conductor types of each cir-
cuit. At the initial stage, substations 21 and 22 were built with
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Fig. 2. Initial topology of the 24-node distribution system.

TABLE I
LoAD DATA (KVA)

Node Stagel Stage2 Stage3 |Node Stagel Stage2 Stage3
1 4050 4735 5420 13 0 1150 1350
2 780 995 1210 14 0 3050 3160
3 2580 3380 3980 15 0 1620 1620
4 320 410 490 16 0 0 1220
5 280 370 470 17 0 2160 2400
6 1170 1305 1440 18 0 0 2100
7 4040 4200 4360 19 0 0 1810
8 720 830 940 20 0 0 3790
9 1140 1455 1770 21 0 0 0
10 1560 2040 2400 22 0 0 0
11 0 1910 2800 23 0 0 0
12 0 930 1290 24 0 0 0
TABLE II
CIRCUIT DATA
Ne i j Ly [N Ly o |N° i G L o
1 1 5 385 -[13 4 15 2800 -125 10 16 1400 -
2 1 9 2100 -|14 4 16 2275 -126 10 23 2275 -
31 14 2100 -|15 5 6 4200 127 11 23 2800 -
4 1 21 3850 1|16 5 24 1225 -[28 13 20 2100 -
52 33500 1|17 6 13 2.100 -129 14 18 1.750 -
6 2 12 1925 -|18 6 17 3.850 -{30 15 17 2100 -
7 2 21 2975 1|19 6 22 4550 131 15 19 2800 -
8 3 10 1925 -[20 7 8 3.500 132 17 22 2625 -
9 3 16 2100 -|21 7 11 1925 -133 18 24 2625 -
10 3 23 2100 -|22 7 19 2.800 -1 34 20 24 1575 -
11 4 7 4550 -|23 7 23 1575 -
12 4 9 2100 -|24 8 22 3.500 1

°= circuit number; [;; in km; ¢/’: initial conductor type

types 1 and 2, respectively, while the other two substations were
alternatives that could be built only with type 3. Table III shows
the different investment alternatives for substations and conduc-
tors. The costs related to the substations and conductors were
adapted from [14], the costs related to the CBs and VRs were
adapted from [32], and data related to the DGs were adapted
from [11].

Furthermore, 02’9 is equal to US$1000/ kVA, S gD & is equal to
3000 kVA, G is equal to 5, ¢° is equal to US$1000, the unit cost
¢™d is equal to US$900, Q57 is equal to 300 kVAr, N is equal
to 4, and M is equal to 6. Finally, ¢*" is equal to US$8000, Rz/; is
equal to 10%, and O is equal to 4. This work adopted a planning
horizon of 15 years, subdivided into periods of five years. The
interest rate was set at 10%, Upper and lower voltage magnitude
limits were 1.05 and 0.95 p.u., respectively. The price of energy
generated by the substations was 0.10 US$/kWh, the price of
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TABLE III
DATA OF SUBSTATIONS AND CONDUCTORS

Substation data

Q, S9i.(kVA) Rgi (kVA) ci(US) ci(US)
21 12000 7000 0.00 1000 x10°
22 15000 0.00 0.00 0.00
23 20000 0.00 3000 xlO? 0.00
24 20000 0.00 3000 x10° 0.00
Conductor data
Qa Ra(Q/km) Xa(Q/km) Ia (A) cga(US/km)
1 0.614 0.399 197 25x10°
2 0.307 0.380 314 35 x10°

energy generated by the DGs was 0.04 US$/kWh, and the load
power factor was equal to 0.9 and 0.95 for DGs.

A. Case Studies

Six different cases were carried out for the expansion plan-
ning of the 24-node system: 1) a multistage test (MS); 2) a mul-
tistage test with CBs (MSCB); 3) a multistage test with VRs
(MSVR); 4) amultistage test with DGs (MSDG); 5) a multistage
test with both CBs and VRs (MSVRCB); and 6) a multistage
test with CBs, VRs, and DGs (MSVRCBDG). The topologies
obtained for all cases at each stage are shown in Figs. 3 and 4.
In the figures, black lines and blue lines represent circuits built

®

with types 1 and 2, respectively. The symbol represents

+

the allocation of a VR, the symbol represents the allo-

()

cation of a CB, and the symbol represents the allocation
of a DG. The results, summarized inTable IV, show that the in-
stallation of control devices, such as VRs and CBs, and DGs,
can lead to better solutions. For all cases, the parameter for the
piecewise linearization ¥~ was equal to 20. The active power
losses were compared to the operation point for the solution of
the DSEP problem using a load flow sweep method. The results
are summarized in Table V. Note that the approximation errors
are negligible, showing the accuracy of the proposed model.

1) Multistage Test: This case was solved in 30.03 min and the
solution found had an objective function of US$ 83,970,980.54.
In Stage 1, circuits 4-9 and 416 were built with conductor type
1, while circuits 4-15, 10-16, 1517, and 17-22 were built with
conductor type 2; circuits 1-21, and 8-22 were reconductored.
In Stage 2, substation 23 was constructed to supply loads that
were transferred from substations 21 (node 3) and 22 (nodes 4,
7,9, 10, and 16). Additionally, circuits 2—12 and 6—13 were built
with conductor type 1, and circuits 1-14, 3-23, 7-23, 10-23,
and 11-23 were built with conductor type 2. In Stage 3, substa-
tion 24 was built to supply new loads. Circuits 7-19 and 13-20
were built with conductor type 1, and circuits 1418, 18-24,
and 20-24 were constructed with conductor type 2. As shown
in Fig. 3, considering the conditions proposed in [ 12] for transfer
nodes, in some cases it is possible to avoid constructing circuits
to connect nodes without loads, which can lead to a reduction
in investment costs. Note that circuits 2—-3, 78, and 4—15 were
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Stage 1
21

1909

Stage 3

Fig. 3. Topologies For Cases 1-3 of the 24-node Distribution System.

opened in Stage 2; thus, nodes 3, 4, 7, 9, 10, and 16 were trans-
ferred to substation 23 through the construction of circuits 3-23,
7-23, and 10-23. In Stage 1, node 16 was used as a transfer
node. In Stage 3, circuit 6—13 was opened, and thus node 13 was
transferred to substation 24 through the construction of circuits
24-20 and 20-13. Note that, due to reconfigurations between
stages, the system topologies for all of the cases change at each
stage, which contributes to the reduction in total cost.

2) Multistage Test With CBs: This case was solved in
9.91 min, and the solution found had an objective function of
US$ 82,903,536.95 — a lower cost than for the MS case. In
Stage 1, circuits 4-9, 4-16, and 10-16 were built with con-
ductor type 1; circuits 4-15, 1517, and 17-22 were built with
conductor type 2; and circuit 1-21 was reconductored. CBs
with 1200 kVAr were allocated at nodes 1, 3, and 7, and one CB
with 900 kVAr was allocated at node 9. In Stage 2, substation
23 was constructed to supply loads that were transferred from
substations 21 (node 3) and 22 (node 4, 7, 9, 10, and 16).
Additionally, circuit 2-12 was built with conductor type 1;
circuits 1-14, 3-23, 6-13, 7-23, 10-23, and 11-23 were built
with conductor type 2, and a CB with 900 kVAr was allocated at
node 13. In Stage 3, circuit 7-19 was built using conductor type
1; circuits 13-20 and 14-18 were built using conductor type 2;
and circuit 6-22 was reconductored. One CB with 1200 kVAr
was installed at node 18, and the capacity of CBs allocated at
nodes 9 and 13 was increased to 1200 kVAr. In Stage 2, circuits
2-3, 7-8, and 4-15 were opened, and nodes 3, 4, 7, 9, 10, and

16 were transferred to substation 23 by constructing circuits
3-23,7-23, and 10-23. In Stage 3, circuit 2-3 was closed, and
nodes 2 and 12 were transferred to substation 23 by opening
circuit 2-21.

Finally, circuit 4-16 was opened, and nodes 4 and 9
were transferred to substation 22 by closing circuit 4-15.
Table VI presents the variation in the number of CB modules
over the planning horizon. Comparing the MS and MSCB cases
shows that both cases have the same topology for the first stage.
However, in the MSCB case, circuits 822 and 10-16 operate
with conductor type 1. This difference represents a decreased
investment for the construction and reconductoring of circuits,
compensated by the allocation of the CBs at nodes 1, 3, 7, and
9. In Stage 2, both case studies present the same topologies
of operation, except in terms of the conductor type used for
circuits 8-22, 10-16, and 6-13. In Stage 3, substation 24 is
built in the MS case to supply nodes 13, 14, 18, and 20, whereas
in the MSCB case, these nodes are fed as follows: substation
21 feeds nodes 14 and 18, and; substation 22 feeds nodes 13
and 20. The cost difference between the MS and MSCB cases
is US$ 1,067,443.59, which represents a 1.30% reduction in
total investment costs.

3) Multistage Test With VRs: This case was solved in 8.7
min, and the solution found had an objective function of US$
83,153,544.79 — a lower cost than for the MS case. In Stage 1,
circuits 4-9, 4-16, and 10-16 were built with conductor type
1, while circuits 4-15, 15-17, and 17-22 were built with con-
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Stage 3
21

Fig. 4. Topologies for cases 4-6 of the 24-node distribution system.

TABLE IV
RESULTS SUMMARY (COST IN 10% US$)

Cost/Cases 1 2 3 4 5 6
IS 3019.4 1862.8 1862.8 1156.6 1862.8 385.5
CES 79846.8 80024.4 80174.7 318564 80020.8 319444
IC 1104.8 994.2 1109.9 946.6 987.4 886.4
IDG 0.0 0.0 0.0 15000.0 0.0 15000.0
CEDG 0.0 0.0 0.0 18989.3 0.0 18989.3
ICB 0.0 22.3 0.0 0.0 234 19.3
IVR 0.0 0.0 6.2 0.0 3.1 8.0
TC 83971.0 82903.5 83153.5 679489 828974 67233.0
TABLE V

APPROXIMATION ERROR OF THE POWER LOSSES

Cases Load Flow (kW) Proposed Model (kW) Error (%)
1 1206.45 1209.66 -0.27
2 1516.66 1521.99 -0.35
3 1705.15 1701.5 0.21
4 863.46 864.52 -0.12
5 1515.31 1513.51 0.12
6 1086.37 10794 0.65

ductor type 2. Circuits 1-21 and 8-22 were reconductored with
conductor type 2. In Stage 2, substation 23 was constructed to
feed loads that were transferred from substations 21 (node 3)

TABLE VI
VARIATION IN THE NUMBER OF CB MODULES OVER THE PLANNING HORIZON
FOR THE MSCB CASE

Stage/ node 1 3 7 9 13 18
1 4 4 4 3 0 0
2 4 4 4 3 3 0
3 4 4 4 4 4 4

and 22 (nodes 4, 7, 9, 10, and 16). In addition, in Stage2, cir-
cuit 2—12 was built with conductor type 1, and circuits 1-14,
3-23, 6-13, 7-23, 10-23, and 11-23 were built with conductor
type 2. In Stage 3, loads were transferred from substations 21
(nodes 2 and 12) to substation 23, and loads were transferred
from substations 23 (nodes 4 and 9) to substation 22. Circuits
7—-19 and 14—18 were built with conductor type 1; circuit 13-20
was built with conductor type 2; and circuit 622 was recon-
ductored with conductor type 2. VRs were allocated to circuits
14-18 and 13-20, both in position 1 of the tap. In Stage 2, cir-
cuits 2-3, 4-15, and 7-8 were opened; nodes 3, 4, 7, 9, 10,
and 16 were transferred to substation 23 by constructing cir-
cuits 3-23, 10-23, and 7-23. Note that, in Stages 1 and 2, node
16 was used as a transfer node. In Stage 3, circuit 4-16 was
opened and nodes 4 and 9 were transferred to substation 22 by
connecting circuit 4-15; circuit 2-21 was opened and nodes 2
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and 12 were transferred to substation 23 by connecting circuit
2-3. Comparing the MS and MSVR cases shows that the first
and second stages have the same topologies. However, in the
MSVR case, circuits 6-13 and 10-16 operate with conductor
type 2 and 1, respectively; whereas in the MS case these same
circuits operate with conductor type 1 and 2, respectively. In
Stage 3, the allocation of the VRs makes the allocation of a new
substation at node 24 unnecessary, as in the MS case. Therefore,
nodes 14 and 18 are fed by substation 21, while nodes 20 and
13 are fed by substation 22. In the MS case, the same nodes are
fed by substation 24. Comparing the MSCB and MSVR cases
reveals that the same topologies are obtained in all stages, with
the exception of the conductor type of circuits 822 and 14—18.
The cost difference between the MSVR and MSCB cases is US$
817,435.75, which represents a 0.97% reduction in total invest-
ment cost.

4) Multistage Test With DGs: This case was solved in
600 min, and the solution found had an objective function of
USS$ 67,948,943.57 — a lower cost than for the MS case. In
Stage 1, circuits 3—10, 4-9, 4-15, and 4-16 were built with
conductor type 1, while circuits 10-16, 1517, and 17-22 were
built with conductor type 2. DGs were allocated at nodes 1, 3,
7,16, and 17. In Stage 2, circuits 2—12 and 6—13 were built with
conductor type 1, while circuits 1-14 and 7—-11 were built with
conductor type 2; circuits 1-21 and 822 were reconductored.
In Stage 3, substation 24 was constructed to supply new loads
(nodes 18 and 20) and the loads that were transferred from
substation 22 (node 13) and substation 21 (node 14). Circuits
1-9, 13-20, and 15-19 were built with conductor type 1;
circuits 14-18, 18-24, and 20-24 were built with conductor
type 2; and circuit 7-8 was reconductored. For this test, circuit
2-21 was opened in Stage 1, and nodes 2 and 3 were transferred
to substation 22 through the construction of circuit 3—10. In
Stage 2, circuit 3—10 was opened and nodes 2, 3, and 12 were
transferred to substation 21 through the operation of circuit
2-21. In Stage 3, circuit 1-14 was opened and the load from
node 14 was transferred to substation 24 by connecting circuits
1824 and 14-18. Circuit 6—13 was opened, and the load from
node 13 was transferred to substation 24 by connecting circuits
2024 and 13-20. Circuit 4-9 was opened, and the load form
node 9 was transferred to substation 21 by connecting of the
circuit 1-9. Note that in all stages, node 16 was used as a
transfer node. Comparing the MSDG and MS cases shows that,
in the first stage of the MSDG case, all of the nodes are fed
jointly by substation 22 and the 5 DGs that were allocated at
this stage, except for node 1, which is served by substation
21. In the MS case, substations 21 and 22 are used to feed all
of the nodes. The main difference observed in Stage 2 of this
case is the building of substation 23, which is built to serve
loads 3,4, 7,9, 10, and 11. In the MSDG case, these loads are
fed by substations 21 and 22, and 5 DGs. In Stage 3 of both
cases, substation 24 is built to feed nodes 18, 13, 14, and 20.
The cost difference between the MS and MSDG cases is US$
16,022,036.97, which represents a 19.08% reduction in total
investment cost. This reduction is explained by the lower cost
of the energy generated by the DGs.

5) Multistage Test With CBs and VRs: This case was solved
in 10.96 min, and the solution found had an objective function of

1911

TABLE VII
VARIATION OF THE NUMBER OF CB MODULES IN THE PLANNING HORIZON
FOR THE MSVRCB CASE

Stage/ node 1 3 7 9 13 14
1 4 4 4 3 0 0
2 4 4 4 3 3 4
3 4 4 4 4 4 4

USS$ 82,897,393.01— a lower cost than for the MS case. In Stage
1, circuits 4-9, 4-16, and 10—16 were built with conductor type
1; circuits 4-15, 15-17, and 17-22 were built with conductor
type 2; and circuit 1-21 was reconductored. In addition, CBs
with 1200 kVAr were allocated at nodes 1, 3, and 7, and one CB
with 900 kVAr was allocated at node 9. In Stage 2, substation
23 was constructed to feed loads that were transferred from sub-
stations 21 (node 3) and 22 (nodes 4, 7, 9, 10, and 16). Circuit
2—12 was built with conductor type 1, while circuits 1-14, 3-23,
6-13, 7-23, 10-23, and 11-23 were built with conductor type
2. CBs with a capacity of 900 kVAr and 1200 kVAr, respec-
tively, were allocated at nodes 13 and 14. In Stage 3, circuits
7—-19 and 14—18 were built with conductor type 1; circuit 13-20
was built with conductor type 2; and circuit 622 was recon-
ductored. The capacity of CBs allocated at nodes 9 and 13 was
increased to 1200 kVAr. Table VII presents the variation in the
number of CB modules over the planning horizon. In addition,
one VR was allocated to circuit 14—18 with a tap position of 1.
Note that the cost difference between the MS and MSVRCB
cases is US$ 1,073,587.57, which represents a 1.28% reduc-
tion in total investment cost. Comparing the MS and MSVRCB
cases shows that both cases have the same topology for the first
stage. However, in the MSVRCB case, circuits 8-22 and 10-16
operate with conductor type 1. This difference represents a de-
creased investment for the construction and reconductoring of
circuit, compensated by the location of the CBs at nodes 1, 3,
7, and 9. In Stage 2, both case studies present the same topolo-
gies of operation, except for the conductor type used in circuits
8-22, 10-16, and 6—-13. In Stage 3, of the MS case, substation
24 is built to supply nodes 13, 14, 18, and 20. In the MSVRCB
case, these nodes are fed as follows: substation 21 feeds nodes
14 and 18, and substation 22 feeds nodes 13 and 20. Comparing
the MSCB and MSCBVR cases, the topologies of Stages 1 and
2 are the same. However, in Stage 2 of the MSCBVR case, there
is one more CB at node 14. In Stage 3, there are only two differ-
ences between the two cases, in the MSVRCB case, one VR is
allocated to circuit 1418, allowing for circuit 1418 to be con-
structed with a lower conductor capacity. In the MSCB case,
circuit 14—18 is constructed with a conductor type of greater ca-
pacity, and a CB is allocated at node 18.

6) Multistage Test With CBs, VRs, and DGs: This case was
solved in 600 min, and the solution found had an objective func-
tion of US$ 67,233,023.41 — a lower cost than for the MS case.
This solution had the lowest cost. The characteristics shown in
Fig. 4 emphasize the following facts: in Stage 1, circuits 1-9,
3-16, 49, 4-16, and 10—16 were built with conductor type 1,
and circuit 47 was built with conductor type 2. In addition, CBs
with capacities of 900 kVAr, 300 kVAr, and 300 kVAr, respec-
tively, were allocated at nodes 1, 2 and 10. One VR was allo-
cated to circuit 4—7 with a tap position of 1. DGs were allocated
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at nodes 1, 3, 4, 7, and 16. In Stage 2, substation 21 was used
to feed loads that were transferred from substation 22 (nodes 1
and 2), along with new loads (nodes 12 and 14). In addition, cir-
cuits 2—12 and 7-11 were built with conductor type 1; circuits
1-14, 6-13, 15-17, and 17-22 were built with conductor type
2, and circuit 1-21 was reconductored. CBs with capacities of
1200 kVAr, 900 kVAr and 1200 kVAr, respectively, were allo-
cated at nodes 11, 13, and 14. The capacity of CBs allocated at
nodes 2 and 10 was increased to 900 kVAr, and the CB allocated
at node 1 was increased to 1200 kVAr. In Stage 3, circuit 15-19
was built with conductor type 1; circuits 13-20 and 14—18 were
built with conductor type 2; and circuit 622 was reconductored.
Additionally, all of the CBs allocated in the system were in-
creased to 1200 kVA. Table VIII presents the variation in the
number of CB modules over the planning horizon. For this test,
circuits 1-21 and 2-21 were opened in Stage 1, and nodes 1, 2
and 3 were transferred to substation 22 by constructing circuits
1-9 and 3-16. In Stage 2, circuits 1-9 and 2—3 were opened, and
nodes 1, 2, and 12 were transferred to substation 21, through the
operation of circuits 1-21 and 2-21. In Stage 3, circuit 4-9 and
7-8 were opened, and nodes 3,4, 7,9 10, 11, and 16 were trans-
ferred to substation 21 through of the operation of circuits 1-9
and 2-3. Comparing the solutions for all of the different cases,
one can see that if more types of equipment are considered in the
DSEP problem, better solutions can be obtained and unneces-
sary investments avoided. Note that the cost difference between
the MS and MSVRCBDG cases is US$ 16,737,957.13, which
represents a 19.93% reduction in total investment cost. Com-
paring the MSDGVRCB and MSDG cases, in all three stages
the solutions have very different topologies. In the first stage of
the MSDGVRCB case all nodes are fed by substation 22 and
the 5 DGs installed at this stage; for the MSDG case, substa-
tion 21 is used along with substation 22 and 5 DGs to feed node
1, and an additional DGs is allocated at node 17. Naturally, in
the MSDGVRCB case, there are allocations of CBs and RTs
that are not present in the MSDG case. Furthermore, in the MS-
DGVRCB case, node 4 is transferred to substation 22 through
circuit 4-7; in the MSDG case, the same node is connected to
the same substation through circuit 4-15. Similarly, in the MS-
DGVRCB case, node 3 is transferred to substation 22 through
circuit 3—16, while in the MSDG case, the same node is con-
nected through circuit 3—10. In Stage 2 of the MSDGVRCB
case, nodes 1 and 2 are transferred to substation 21, while in the
MSDG case, nodes 2 and 3 are transferred to the same substa-
tion. Additionally, in the MSDGVRCB case, circuit 6—13 is built
with conductor type 2, while in the MSDG case, circuit 6—13 is
built with conductor type 2. For Stage 3 of the MSDGVRCB
case, circuits 14—18 and 13-20 are built to serve the new loads
(nodes 18 and 20), and nodes 3,4, 7,9, 10, 11, and 16 are trans-
ferred to substation 21. On the other hand, for the MSDG case,
substation 24 is built to serve both the new loads and node 13.
The cost difference between the MSDG and MSVRCBDG cases
is US$ 715,920.16, which represents a 1.05% reduction in total
investment cost. In this test, the solution obtained is the only
one that does not require the construction of new substations,
because the loads are handled by the power from the distributed
generators. Compared to the other scenarios, this solution re-
quires the fewest number of larger capacity feeders.

IEEE TRANSACTIONS ON POWER SYSTEMS, VOL. 31, NO. 3, MAY 2016

TABLE VIII
VARIATION OF THE NUMBER OF CB MODULES IN THE PLANNING HORIZON
THE MSDGVRCB CASE

Stage/ node 1 2 10 11 13 14
1 3 1 1 0 0 0
2 4 3 3 4 3 4
3 4 4 4 4 4 4
TABLE IX
SOLUTIONS OBTAINED BY A STATIC METHODOLOGY (COST IN 10® US$)
Cases Static
1 140676.18
2 139004.96
3 140684.93
4 123302.65
5 139058.14
6 122728.06

B. Comparing Static and Dynamic Planning Approaches

The model developed in Section V was used to solve the
static formulation for the DSEP problem in order to compare
static and dynamic planning approaches. In the static formula-
tion, the DSEP problem is solved taking into account the de-
mand in the last stage, but executing the investment decisions in
the first year. In order to make a proper comparison with the so-
lutions obtained using the multistage formulation (summarized
in Table IV), the performance of the expansion planning found
using the static formulation was evaluated in the three stages,
with the loads defined by the data in Table I. The results found
for these tests are shown in Table IX. It was found that the so-
lutions obtained using the multistage approach (Table IV) had
lower costs than those generated using the static approach. This
can be explained by the appropriate execution of investments in
the multistage formulation.

VI. CONCLUSION

A mixed-integer linear programming model for the multi-
stage long-term expansion planning problem of EDSs was pre-
sented. The model considered the construction/ reinforcement
of substations, the construction/reconductoring of circuits, the
allocation of capacitor banks, the allocation of voltage regu-
lators, the allocation of distributed generators, and a modifica-
tion of the radial topology including transfer nodes. The results
showed that, when considering multiple expansion alternatives
in the planning problem, it is possible to avoid unnecessary large
investments for meeting new demand conditions.

The use of an MILP model has the following benefits: 1)
a robust mathematical model that is equivalent to the MINLP
model; 3) efficient computational behavior with MILP solvers;
and 2) convergence to optimality guaranteed by using classical
optimization techniques.

The results also showed that power losses can be calculated
with greater precision than when using the load flow sweep
method; furthermore, taking into account multiple expansion al-
ternatives in the DSEP problem makes it possible to evaluate
the most appropriate set of equipment to be implemented in the
EDS at minimum cost. These results demonstrate the impor-
tance of taking into account all expansion alternatives that can
be deployed in a network when choosing the expansion plan.
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TABLE X
CHARACTERISTICS OF BIBLIOGRAPHIC REFERENCES
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[3] 1 X X X 36
[4] 1 X X X 18
[5] 1 X X X 27
[6] 2 X X 54
[7] 2 X X X X 33
[8] 1 X X X 100
9] 2 X X X 18
[10] 2 X X 26
[11] 1 X X X X 135
[12] 1 X X X 23
[13] 1 X X X 136
[14] 1 X X X 54
[15] 2 X X 59
[16] 2 X X 387
[17] 2 X X 136
[18] 2 X X 57
[19] 2 X X 201
[20] 2 X X X 23
[21] 2 X X 60
[22] 2 X X 24
[23] 2 X X 54
[24] 2 X X X 100
[25] 2 X X 135
[26] 2 X X X 94
[27] 2 X X X 70
[28] 2 X X X 70
[29] 2 X X 229
[30] 2 X X 229
[31] 2 X X X X 229
[32] 1 X X 70
[33] 2 X X 310
[34] 2 X X X X 95
[35] 2 X X 11
[36] 2 X X 9
[37] 2 X X 9
[38] 2 X X 26
[39] 2 X X 26
[41] 1 X X X 24

Where 1: Classical optimization techniques and 2: Heuristic optimization techniques, including metaheuristics.

MIQP — Mixed Integer Quadratic Problem

Future works should consider reliability constraints in the pro-
posed model.

APPENDIX

Table X shows a summary of the technical characteristics of
the bibliographic references.
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Robust Joint Expansion Planning of Electrical
Distribution Systems and EV Charging Stations

Nataly Bafol Arias, Alejandra Tabares, John F. Franco
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and Rubén Romero

Abstract—Electrical distribution systems (EDSs) should be pre-
pared to cope with demand growth in order to provide a quality
service. The future increase in electric vehicles (EVs) represents
a challenge for the planning of the EDS due to the corresponding
increase in the load. Therefore, methods to support the planning of
the EDS, considering the uncertainties of conventional loads and
EV demand, should be developed. This paper proposes a mixed-
integer linear programming (MILP) model to solve the robust
multistage joint expansion planning of EDSs and the allocation
of EV charging stations (EVCSs). Chance constraints are used in
the proposed robust formulation to deal with load uncertainties,
guaranteeing the fulfillment of the substation capacity within a
specified confidence level. The expansion planning method con-
siders the construction/reinforcement of substations, EVCSs, and
circuits, as well as the allocation of distributed generation units and
capacitor banks along the different stages in which the planning
horizon is divided. The proposed MILP model guarantees optimal-
ity by applying classical optimization techniques. The effectiveness
and robustness of the proposed method is verified via two distri-
bution systems with 18 and 54 nodes. Additionally, Monte Carlo
simulations are carried out, aiming to verify the compliance of the
proposed chance constraint.

Index Terms—Chance constraint, electrical distribution sys-
tems, electric vehicle charging stations, mixed-integer linear pro-
gramming, multistage expansion planning.

1. INTRODUCTION

HE use of Electric Vehicles (EVs) is expected to increase
T in the next few years as an option for resolving environ-
ment problems, such as climate change [1]. The adoption of
EVs contributes to the reduction of air pollutant emissions and
could take advantage of renewable energy sources when the EV
batteries need to be charged. However, the electrical distribution
system (EDS) should be prepared to contend with an increase
in demand related to EV charging.
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Household charging is the first choice for EV owners,
although the corresponding slow charging mode is time-
consuming [2]. On the other hand, electric vehicle charging
stations (EVCSs) are a suitable option for EV charging, as they
could avoid overloading residential distribution networks, while
allowing both slow (preserving battery lifespan) and fast charg-
ing modes. EVCSs could also offer lower energy prices and
reduce charging time (similar to the refueling of conventional
vehicles) when compared to residential charging. These benefits
will potentially encourage the use of EVs.

A high penetration of EVs in residential and commercial
areas could result in operational problems, such as overloads,
voltage issues, and excessive energy losses [3]. Therefore, the
EDS expansion planning should satisfy the energy requirements
of upcoming EV penetration for both household charging and
EVCSs.

The solution of the EDS expansion planning problem iden-
tifies the investments needed to supply the future loads while
satisfying operational constraints. This optimization problem is
highly complex and NP-hard, due to the binary variables that
represent the construction and/or allocation of new equipment
and the high number of continuous variables used to represent
the steady-state operation of the network. This problem has
been widely studied, using different mathematical models and
solution techniques. Nonetheless, the expansion planning of the
EDS, considering the high penetration of EVs, needs to be stud-
ied further. A complete literature review of the EDS expansion
planning problem can be found in [4].

Methods based on evolution algorithms and Mixed-Integer
Linear Programming (MILP) have been developed to solve the
EDS expansion planning problem considering the integration
of EVs [5]-[8]. The allocation of EV battery charging/swap
stations is carried out in [5] to minimize the costs related to re-
inforcement and adaption (construction costs necessary to cover
the insufficiency of the plan). A method to solve the multistage
EDS expansion planning problem, which takes into account the
allocation and sizing of EVCSs, is proposed in [6]. Similarly, in
[7] and [8], the joint expansion planning of EDS and EVCSs is
addressed. In [7], the authors establish a bi-objective determin-
istic collective planning model for EDS that considers EVCSs,
although the stochastic behavior of EV users, along with differ-
ent EV charging modes, is disregarded. Moreover, the increase
in the annual demand, impacts of the geographic locations, and
time periods of fast- and slow-charging modes, in the expan-
sion planning are not considered. In order to overcome those

1949-3029 © 2017 IEEE. Personal use is permitted, but republication/redistribution requires IEEE permission.
See http://www.ieee.org/publications_standards/publications/rights/index.html for more information.
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limitations, the authors in [8] propose a stochastic multistage
collaborative planning model for EDS that considers EVCSs,
slow- and fast-charging modes, and battery exchange. Never-
theless, the metaheuristic technique used to solve the problem
does not provide information related to the quality of the solu-
tion (e.g., the distance from the obtained solution to the optimal
solution), and there is not a way to define the level of confi-
dence to address uncertainties related to demand profiles. On
the other hand, the allocation of Distributed Generation (DG)
units and Capacitor Banks (CB), is also disregarded in [5]—[8].
The installation of these equipment’s should also be included
in the expansion planning, as they could defer reinforcement,
resulting in the reduction of investments [9].

The allocation and sizing problem of EVCSs is studied in
[10]-[17]; nevertheless, these approaches solve the problem
without considering the joint expansion planning of the whole
grid. Reference [10] models the EVCS behavior, taking into
account market interactions (reserve and energy markets), DG
units operation and enforce network constraints in a two-stage
approach. However, the proposed methodology in [10] is mostly
focused on the EVCS operation planning. Similarly, in [11], a
two-stage methodology to solve the optimal planning of EVCSs
was proposed. Environmental factors, service radius, and dif-
ferent charger types are included in the proposed method; how-
ever, the authors disregarded the operation of both CBs and
DG units, and the inclusion of different types of EVs. Meta-
heuristic techniques, such as genetic algorithms [12]-[14] and
particle swarm optimization [16], [17], have also been used to
solve the optimal allocation and sizing of EVCSs. From those
works, only [17] considers the operation of DG units within the
method. Moreover, in contrast to classical optimization tech-
niques (such as those used in this paper), the main disadvantage
of the metaheuristic techniques is that they do not guarantee
optimal solutions.

Different from the previous works, authors in [18] present a
new methodology for the optimal allocation of EVCSs based
on a sustainability perspective. A multicriteria decision-making
(MCDM) method, along with a fuzzy TOPSIS method, are used
to take into account aspects related to economic growth, social
development, and environmental protection. The EVCS alloca-
tion decision is carried out based on the criteria of five groups of
expert panels, without considering mathematical models to rep-
resent the problem. This methodology allows for the considera-
tion of quantitative and qualitative criteria, which are important
in the allocation and sizing of EVCSs. However, from the EDS
point of view, technical aspects of the grid operation should be
verified.

Uncertainties associated with the growth of conventional
loads and EV demand should be considered in the EDS ex-
pansion planning problem in order to reduce risks and avoid un-
derinvestment, which could lead to operational problems. From
the aforementioned references, [S], [10], [13], and [17] consider
both the uncertain behavior of EVs as well as the operational
constraints of the EDS, whereas [14] only considers the uncer-
tain behavior of EVs. In [5], the uncertainty associated with
EV demand is addressed using a geometric Brownian motion
approach, while in [10], it is dealt with a two-stage stochastic

programming model, along with an approach for generation of
scenarios. Moreover, in [13] and [14], the authors represent the
uncertainties of the EVs through probabilistic parameters and
probability distribution functions for the arrival and SOC data,
while in [17], the hourly aggregated load demand of EVs is
estimated using a non-Gaussian multivariate stochastic model
provided by copula functions. Nevertheless, none of those stud-
ies considers the uncertainty associated with the conventional
loads.

Most of the aforementioned methods focus on modeling the
allocation and sizing of the EVCSs based on their planning op-
eration. In contrast to them, the main purpose of the proposed
method is to consider the allocation and sizing of the EVCSs
within the expansion planning of the EDS, in order to illus-
trate the impact of the EV integration in distribution systems,
according to the EV connection point.

This paper presents a MILP model used to solve the robust
multistage joint expansion planning of EDSs and the allocation
of EVCSs. The proposed robust formulation uses chance con-
straints to deal with the uncertainties related to conventional
loads and EV demand, guaranteeing the fulfillment of the sub-
station capacity within a specified confidence level. The expan-
sion planning method considers the construction/reinforcement
of substations, EVCSs, and circuits, as well as the allocation of
DG units and CBs along the different stages in which the plan-
ning horizon is divided. Similarly to [9], piecewise linearization
was used to represent the square of active and reactive powers
in the equations that model the steady-state operation of the
EDS. Therefore, the proposed method is a MILP formulation
that can be solved guaranteeing optimality using commercial
solvers such as CPLEX. The main contributions of this paper
relies on the application of

1) A chance constraint stochastic programming framework
[19], which is suitable for addressing the uncertainties
related to conventional loads and EV demand in the EDS
expansion planning. This approach ensures the fulfillment
of the substation capacity (the most important equipment
of the network) within a confidence level, as was done
in [20];

2) Linearizations and simplifications, formulated in or-
der to consider the stochastic behavior of conventional
loads and EV demand in the EDS expansion planning
problem. In contrast to other works, which use meth-
ods based on chance constraint stochastic programming,
the proposed formulation makes it possible to incor-
porate different network equipment, such as DG units
and CBs;

3) A mixed-integer linear formulation for the EDS expan-
sion planning, which guarantees finite convergence to op-
timality while providing a measure of the distance to the
optimum solution [21], and for which efficient software
is available [22];

4) A novel analysis of the EV integration in distribution
systems, which examines the impact of EV demand on
the multistage expansion planning of EDS according to
the connection point, along with a comparative analysis,
which shows the benefits of including the uncertainty of
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the conventional loads and EV demand in the distribution
planning when compared with deterministic models.

The effectiveness and robustness of the proposed method is
verified via a 18-node and 54-node test system. Additionally,
Monte Carlo simulations are carried out, aiming to verify the
compliance of the proposed chance constraint.

II. MULTISTAGE EXPANSION PLANNING OF EDSSs,
CONSIDERING EVCSs

As discussed in the previous section, the main goal of the EDS
expansion planning is to adequately meet the load growth with a
minimum total cost, subject to a set of technical and operational
constraints. The complexity of the distribution planning has been
increased over the past few years, due to the emergence of new
network elements and the stochastic behavior of new loads (e.g.,
plug-in electric vehicles). In this context, the proposed method
defines the investments needed to satisty the load growth while
keeping a suitable operation. The construction/reinforcement
of substations and circuits is analyzed along different stages
of the planning horizon, in an attempt to minimize the total
investment and operational cost. In addition, DG units and CBs
are considered, in order to improve the operation.

The expansion planning of the EDS should also take into ac-
count the allocation and sizing of EVCSs (from a set of suitable
candidate nodes), which provide the energy required to charge
EVs. Since previous works have focused on the operation of
EVCSs without considering the expansion of the network [10]—-
[17], the proposed model is aimed toward a joint expansion
planning of EDS and EVCSs. For this purpose, the operation
of an EVCS and the corresponding EV charging process should
be represented. However, the formulation of this charging pro-
cess within the expansion planning is complex. Due to this fact,
some details related to the operation of an EVCS are simplified
within the formulation of the expansion planning. For instance,
the EVCS operation issues (i.e., difference in the EV arrivals,
waiting/idle times, and charging coordination) are simplified,
assuming that the corresponding power is demanded in a typical
day during a specific period of time (e.g., 12 hours), represented
by dw*.

It is assumed that not all the EVs arrive at the EVCS at the
same time; it is further assumed that the charging operation
follows a “first come, first served” sequence. Thus, if an EV
arrives while all of the chargers are in use, it has to wait until
the next charger becomes available. The fact that the EVs have
different states of charge (SOC) at arrival is represented by the
factor ¢;,., which depends on each EV type, the daily distance
driven, and other aspects related to the behavior of the EV
owners. This factor is considered as the mean value of the SOC,
which usually is represented by a Gaussian distribution function.

The proposed formulation identifies the optimal solution for
the EVCSs, i.e., their location and the minimum number of
chargers of each type required to meet the EV demand in each
stage along the planning horizon. In order to represent the worst
case for the EDS operation, it is assumed that the chargers are
connected simultaneously and are demanding their rated power
from the grid.
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The following assumptions are made in order to formulate a
mathematical model for the multistage EDS expansion planning
problem considering EVCSs:

1) Given an EV penetration for each stage, the allocation and
sizing of EVCSs is proposed by the distribution system
operator, as considered in [5], [6], [10], [11]. This idea
stems from the fact that the EDS must be prepared to sat-
isfy the charging requirements resulting from the expected
increase of the EV demand;

2) A fraction of the EVs are charged in the EVCSs, while
the rest are charged at home, therefore, increasing the
conventional load,;

3) The EVs can be recharged using two charger types (fast
or slow chargers).

Uncertainties related to the growth of conventional loads and
EV demand are handled in the proposed model through chance
constraints (see Section III-G), which guarantee the fulfillment
of the substation capacity within a specified confidence level.
It is assumed that the power related to the conventional loads
and the number of EVs connected in the EDS are independent
normal variables, as discussed in [23], i.e., there is not a cor-
relation between the variables, which facilitates the calculation
of the mean value and the standard deviation of the substation’s
apparent power.

III. MATHEMATICAL MODEL

The multistage EDS expansion planning problem can be
mathematically formulated as a mixed-integer nonlinear pro-
gramming (MINLP) model, which is highly complex to solve
[24], [25]. Thus, linearization techniques can be used in order to
transform the formulation into an MILP model. The proposed
MILP formulation, which is based on [9], is used for solving
the robust multistage joint expansion planning of EDSs and the
allocation of EVCS:s.

Due to the complexity of the EDS expansion planning and the
relatively high substation investment cost, the proposed robust
formulation uses chance constraints, which consider uncertain-
ties related to conventional loads and EV demand, to enforce
the capacities of the substations. The uncertainty of the conven-
tional load and EV demand is modeled through a known normal
distribution variable for the loads, as well as for the number of
EVs that should be charged in each stage of the planning hori-
zon. On the other hand, voltage and current limits are imposed
in a deterministic way, i.e., mean values are assumed for the
demands.

Equations that represent the influence of EVCSs on the EDS
expansion planning, are presented in this section. Due to the
lack of space, equations related to the operational limits of CBs
and DG units, as well as the radiality conditions, are not shown.
However, a complete definition of these constraints can be found
in [9].

The following index will be used to represent the correspond-
ing sets: a, b, ¢ for conductor types; ¢ for nodes; h, ¢, r for substa-
tion alternatives; e for charger types; g for DG unit alternatives;
s for substation nodes; ij, kj for circuits; u, k for stages; v for
EV types; p for EVCS nodes; and m for DG unit nodes.
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A. Objective Function

The objective function minimizes the total expansion
planning cost, comprising the investment, the operational,
and the energy loss costs along the planning horizon. The
investment costs in the circuits (IC), substations (IS), capacitors
banks (ICB), and DG units (IDG) are calculated by (1)—(4),
respectively. This set of equations is written in terms of the
variables that represent the investment decisions. Thus, the
binary investment variable xfjru b, that represents the con-
struction/reinforcement (using conductor type b and assuming
initial type a) is used to calculate the investment in the circuit,
considering the conductor type cost (c{; , ;) and its length (l;;).
In a similar way, the cost related to the substations is calculated
by using the binary variable for construction/reinforcement
mf“hbm (using substation type ¢ and assuming initial type h)
and the corresponding cost c; , ,. Moreover, the cost of CBs

depends on the decision variables (binary for installation, z¢°

LLl’

and integer for the number of standard capacitor units, nfb;) and

the corresponding costs (¢ for installation and ¢™°? per mod-

ule). The investment in DG units is calculated according to the
binary installation variable x%¢ g,u and the installation cost cg-".

The cost associated with the EVCS (ICS) is calculated by (5)
in terms of the decision variables (binary for the allocation and
integer for the number of chargers, x;,*, and n;;hg 4> Tespectively)
and the installation costs (parameters ¢“* and c{ for the EVCS
and the chargers, respectively). Note that the maintenance cost
and operational cost of the EVCS are not considered explicitly,

although they can be included within the installation costs.
IC = Zzzcyj,a,bx;;,raﬁb.ulﬂ ey
ij oa b
IS = ZZZC;htm;u}f)zu (2)
s hot
— 29: (chxr;h + Cmodng‘%') 3)
IDG = Z Z cdgxfl,f’g u 6]
1CS =" (o, + cinghl ) (5)
p e

ICB =

The energy cost (EC) and the operational cost of substations
(OS) are calculated by (6) and (7). The EC is written in terms
of the cost of the energy imported by the substation (c°), the
energy cost of the DG units (c;dg ), and the corresponding active
powers 7, and PgDu, multiplied by the number of hours in
one year (a) and the load factor (¢;). The OS is calculated
using the apparent power supplied by the substation that depends
on the square approximation of the active and reactive power
(PS ", and Qz > respectively), the operation cost (c?), and the
loss factor qu Moreover, the function f(p,p,T") represents a
piecewise linearization of the square value of a variable p, and
it is written in terms of its maximum value p and the number of
discretization intervals I', as described in the appendix.

The function ¢(7, K) = (1 — (1 +7)%)77 in (6) and (7)
is used to calculate the present value of an annualized cost that
has a duration of K years in terms of the interest rate 7. Thus,
K represents the number of years of each stage.

0 - a0 (TP T k) @
08 = Zacbscf; Z [f(PS,.S,,T)

+f( 9117St> )]C(TaK) @)
Therefore, the objective function is defined as

) IC+ IS+ ICB+IDG+ICS+ EC+0S
nung ——
(1+T) (u — 1)K

®)

B. Fundamental Constraints of the EDS

The set of equations (9)—(12) corresponds to Kirchhoff’s laws
and represents the operation of radial EDSs [9]. Constraints
(9) and (10) represent the active and reactive power balance,
which guarantee that all loads are supplied, i.e., Kirchhoff’s first
law. Constraint (11) calculates the current magnitude throughout
the circuit ¢j, while constraint (12) defines the voltage drop
in the circuit ¢7 in terms of its connection status (represented
by the binary variable y’ i . ), the active and reactive power
flows (Pyj 0.0 and Q;j.a.u)s and the square of the current (I,sjq:l W)
These variables are different from zero only if the corresponding
conductor type a is chosen, i.e. yc” , isequal to one. Thus, (11)
and (12) represent Kirchhoff’s second law for each fundamental

loop.
ZZij-,a,u - ZZ(PLLG,M + R, ZLJI;J(IZ u) + Pfu
kj a ij a
+ ZPDgGIJ = + Zn?’ﬁU7LP€Lh

ZZij,a.u - Z Z(Qi]ﬂa,u + X lz]];]qg u)
kj a ij a

Vi, u 9)

QT + QY + > QYT = QP Vi (10)
g9
V UIZS]q:L u f( ij,a, U7VIII7F)
+ [ (Qijoau, VIa,T) Vij,a,u (11)
’ngr - Sqr - Z[Q(Raﬂjffhu + Xa Qi]ﬂa,u)lij
9 r 72 cir ..
22 5« (P - ) D) i
a
(12)

The EV demand is represented on the right-hand side of
(9) as the product of the rated active power of each charger
type (P“h) and the number of chargers operating in the corre-
sponding EVCS (n§,). The set of equations above uses the

1.e,u
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following variables and parameters: PD and QD are the active
and reactive power demands at node 7; R,, X,, and Z, are the
resistance, reactance, and impedance per length of conductor
type a, respectively; nl‘bf is the number of standard capacitor
units operating at node i, while Q°* is the reactive power of each
capacitor unit; fou is the reactive power supplied by the DG
unit at node 4. V and V" are the lower and upper voltage limits,
respectively, while I, is the current limit of conductor type a.
The parameter V is the estimated voltage at node i, and it is
used to obtain a llnear expression on the left-hand side of (11),
as proposed in [9].

Operational constraints, such as voltage and current limits in
the system, are defined by (13) and (14), respectively.

V<V <V Vi

i,

13)

O < I@qr ]a2ycir

ij,a,u ij,a,u

Vij, a,u (14)

C. Logical Constraints Associated With Substations

Constraints (15)—(19) allow for the coordination of the in-
vestment and operation of the substations along the planning
horizon. The investment types correspond to the available ap-
parent power capacities for the construction/reinforcement of
the substations. In this way, the binary variable w;"“hbt ., Tepre-
sents the option to construct/reinforce a substation using type ¢
from initial type / (only transitions in which ¢ > h are allowed).
Moreover, the substation types are sorted incrementally, accord-
ing to the power capacity and the investment costs. Constraint
(15) avoids the execution of more than one type of investment in
the same stage (i.e., only one of the available power capacities
can be chosen for construction/reinforcement), while (16) guar-
antees that a specific investment in a substation (from A to t)
can be carried out only one time along the planning horizon. In
addition, (17) establishes that the reinforcement of a substation
using initial type h can be done only if that type was used to
construct/reinforce the substation in previous stages. The binary
parameter 63" represents the initial state of the substation at the
beginning of the planning horizon, i.e., it is 1 if the substation
was constructed and 0 otherwise. Finally, (18) guarantees that
the operation of a substation is enabled only if the corresponding
investment was carried out, while (19) allows for the operation
of the substation using only one type of investment in each stage,
following the same logic as (15) for the operation state.

ZZri”}f’t L <1Vs,u (15)
Z»vf“;f’t L <1Vs, ht (16)
u—1
‘r:“hbfu :“hb + Z Z I:Iihh k VS, hv t7 U (17)
k=1 r
s, < “HZZ@L‘J’M Vs, t,u (18)
k=1 h

oyt <1 Vs,u (19)
t
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D. Logical Constraints Associated With Circuits

Constraints (20)—(24) enable the coordination of the invest-
ment and operation of the circuits along the planning hori-
zon. This set of equations follows the same logical structure
of the constraints related to the coordination of the invest-
ment and operation of the substations. The investment types
correspond to the available current capacities for the construc-
tion/reinforcement of the circuits. In this way, the construc-
tion/reinforcement of a circuit using type b from initial type a is
represented by the binary variable x§ j’ a.p.u (only transitions in
which b > a are allowed). The operation of a circuit using type
b is represented by the binary variable yf;’bu and the binary
parameter 0;; , represents the initial state of the circuit at the
beginning of the planning horizon, i.e., it is 1 if the circuit was
constructed and 0 otherwise.

Z Z xﬁ;’a b,u < 1 VZ], u (20)
> an . <1 Vija,b 1)
u
T <05+ Z Z & Vijabu  (22)
y;]”bu = ;;,}1+ZZI;;’0571 Vij7b’u (23)
k=1 a
(24)

S oyin, <1 Viju
b

E. Mathematical Modeling of EVCSs

The set of equations (25)—(28) used to model the EVCSs
was developed according to the assumptions established in
Section II. Constraint (25) guarantees that an EVCS can be
allocated only one time in a node along the planning horizon.
In addition, (26) allows the installation of chargers (considering
the maximum number C),) only if an EVCS was already allo-
cated. Constraint (27) limits the number of chargers operating in
each stage such that they do not exceed the number of chargers
already installed.

Doy, <1V (25)
u ) o u
DY i <G Y Ypu (26)
e k=1 k=1
}()h("u < anhg r VD, e u (27)

Equation (28) relates the number of EV's of type v that need to
be charged (NFY) with the number of EVs that are assigned to
different charger types (ng’, ,,)- The term on the right-hand side
of (28) is used to consider the stochastic behavior associated
with the number of EVs, and it depends on the robustness fac-
tor ¢(e) corresponding to the area under a normal distribution
curve for a confidence level of 1 — ¢ and the standard deviation

of the number of EVs (c7)). Moreover, (29) establishes that
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the energy that can be supplied by the chargers during their
operating time dw® should satisfy the energy required by the
EVs. It is written in terms of the rated power of the charger type
e (P"), the energy required by an EV of type v (E"°?), the
difference between the maximum EV SOC (¢7.%"), and a factor

that represents the EV SOC at arrival (¢s,.).

Do = N + o)l Vo 29
ZPch cho dwm > Zn Ereq m(gz ¢wc) Ve, u
(29)

F. Chance Constraints for the Substation Capacity

Chance constrained programming is a type of robust pro-
gramming that incorporates randomness in the model via a
probabilistic measure over uncertain constraints [19]. The con-
straints, which contain stochastic parameters, are guaranteed to
be satisfied with a certain probability at the optimum solution
point. Thus, the chance constraint (30) considers the stochas-
tic behavior of the conventional loads and EV demand, and it
guarantees the fulfillment of the substation capacity within a de-
termined confidence level. This constraint is written in terms of
the stochastic apparent power supplied by the substation (S5 .,),
the capacity (S;), and the investment variables. It guarantees
that the substation capacity is satisfied considering a robustness
probability (related to the robustness parameter ¢).

Prob{ s < ZStyﬁut{’u} >1—eVs,u (30)

Chance constraint (30) can be represented by the linear con-
straint (31), as proposed in [19], in which S, , and o, , are,
respectively, the mean value and the standard deviation of the
apparent power supplied by the substation.

Seu+o(e asu<Zstystuvsu 31)

It is necessary to obtain an expression relating the uncertain
load with the apparent power supplied by the substations. Since
there is not an explicit relationship between the active power
demand and the apparent power of the substation, and due to
the nonlinear relationship between active, reactive, and appar-

PS.24Q5 u ?), the calculation

ent power (given by S; , = 2
of the mean and the standard deviation of SSJ, is complex.
Therefore, these values are calculated by estimating the active
power and assuming a power factor for the power supplied by
the substation (¢, s ). For this purpose, the active power supplied
by the substation can be expressed in terms of the uncertain de-
mands (PD ), the EV demand represented by the number of
chargers (n"’”’ ) with its corresponding rated power (P°"), the
power injected by the DG units, and the power losses, as shown
in (32). Moreover, it is assumed that the power losses corre-
spond to a percentage of the total active power supplied by the

substation (% P'2%%).

g u § w;sLibu |: 14+ %Ploss cho R(}L

IFTL

2

PDG }(ﬁlj} Vs, u (32)

1,0,
g

The binary variable wjf{;f’u indicates whether the node 7 is
connected to the substation 's; it is obtained from the analytical
formulation that finds the shortest path through a radial graph
between each node and its corresponding source, as explained
in [26].

Since it is assumed that the loads are independent normal
variables, the mean value for the apparent power is obtained
from (32) by taking the mean values of the demands, as shown
in (33).

S ;U Zwi’utbu |: 1 + %Ploss)(R?u + Z E’iouPcCh)

- YR ot o (33
On the other hand, the standard deviation for the apparent

power is calculated by (34)—(35), considering that, for normal
distribution functions, the variance of the apparent power (s

S,u

corresponds to the sum of the load variances (afu ) and that
the variance (o;%,) is the square of the standard deviation (o ., ),
(approximated using the function f and a maximum value &, ,,).

o3 —[(1+%Ploss 10} f] Zgzu

sub
czuvsu

(34)

(35)

Thus, the proposed MILP model, described by (1)—-(29), (31),
and (33)—(35), is a robust formulation for the multistage joint
expansion planning of EDSs and EVCSs, which considers the
stochastic behavior of the conventional loads and EV demand.
This MILP model can be solved using classical optimization
techniques to find the optimal solution that guarantees the ful-
fillment of the substation capacity within a robustness level.

O'S?H = f(o's‘was,zur) Vs, u

IV. TEST AND RESULTS

The mathematical model described in Section III was im-
plemented in AMPL [21] and solved via CPLEX [22]. The
application of the proposed model is illustrated using a didac-
tic 18-node distribution system adapted from [9] and 54-node
distribution system [27].

A. Expansion Planning for the 18-Node Distribution System

The didactic 18-node distribution system has 4 substations,
14 load nodes, and 26 circuits, and a nominal voltage of 20 kV.
Two substations of type 1 are constructed in nodes 15 and 16
at the beginning of the planning horizon, as shown in Fig. 1.
Furthermore, continuous lines represent constructed circuits,
while dashed lines represent circuits for expansion and red num-
bers correspond to the circuit length. Three planning stages are
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NOMINAL LOAD DATA (KVA)
Stage
Node 1 B 3
1 4050 4735 5420
780 995 1210

3 2580 3380 3980

4 320 410 490

5 280 370 470

6 1170 1305 1440

7 4040 4200 4360

8 720 830 940

9 0 1150 1350

10 0 3050 3160

11 1620 1620 2200

12 0 0 1220

13 2160 2160 2400

14 0 0 2100
Fig. 1. Initial Topology of the 18-node System.

TABLE I
SUBSTATION AND CIRCUIT COSTS (10° $)
Substations Circuits
Final type Final type

Initial type 1 2 1 2
0 (not build) 1000 1800 25 35
1 - 800 - 30

considered, each one with a duration of 5 years; the load data
for each stage is shown in Fig. 1.

Two substation types are available for this system, with ca-
pacities of 8 MVA and 12 MVA, while two circuit types are con-
sidered, with capacities of 197 A and 314 A [9], [20]. The con-
struction and reinforcement costs of the substations and circuits
are shown in Table I. The interest rate is defined as 10%. c! is 0,
i.e., the operational costs of the substations are neglected. One
type of DG unit is considered, with a cost equal to $2200 -103,
a capacity of 3000 kVA, and a power factor of 0.95. The candi-
date nodes for allocating DG units are {1, 3,7,8,9,10,11, 12},
and a limit of 35% for the DG penetration is adopted. The ca-
pacitor allocation considers a limit of six CBs, with at most four
modules per bank; parameters ¢<*, ¢"°¢, and Q. are $ 1000,
$900, and 300 kVAr, respectively.

Two types of EVs are considered to represent the whole EV
population: a Tesla and a Nissan Leaf, with battery capacities
of 50 kWh and 25 kWh. Moreover, the factor ¢, is assumed
to be 0.5, based on the probability distribution function for the
initial EV SOC presented in [28]. The EV penetration level, i.e.,
the percentage of users with an EV, is 2%, 11%, and 30% for
each stage of the planning horizon [15]. It is also assumed that
20% of the EVs are charged at home, while the other 80% are
charged in public EVCSs. Therefore, 210, 1688, and 5521 EVs
along the three stages are charged in the EVCSs.

The installation cost of an EVCS, including the operational
cost, is defined as ¢“* = $ 500 (the operational cost is considered
to be 10% of the installation cost [29]). The operation time
of the EVCSs is defined as 12 hours per day. The candidate
nodes forallocating EVCSs are {3, 8,9, 10, 11}. These locations
should have suitable characteristics related to the space and
support from nearby residents, as mentioned in [5]. Two types
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TABLE II )
SUMMARY INVESTMENT AND OPERATIONAL COSTS (10%$)

COST Case A Case B Case C
IS 1,006.46 385.54 1,006.46
IC 397.74 355.32 339.11
ICB 21.79 23.39 24.22
IDG 7,462.42 5,766.03 5,766.03
ICS 0.00 2,324.73 2,875.22
EC 67,111.42 58,318.91 59,326.24
Total 75,999.83 67,173.91 69,337.29

\IV A

ff;

Stdge 3

16
Stage 1

Stage 2

G) DG unit )~ Charging
Q =2 Station

~—— Conductor 1

g Comstrucied - Substation Capacitor
Conductor 2

Substation ! for expansion Banl

Fig. 2. Multistage EDS expansion planning for Case A.

of chargers, denoted as FC (fast charger), with ¢ = 60 US $ and
Pf" = 50 kW, and SC (slow charger), with ¢ = 9 US $and
P(f”' = 10 kW, are used in the EVCSs [29], [30].

The results for the EDS expansion planning are analyzed con-
sidering a deterministic and robust approach. First, the proposed
model is evaluated using deterministic values for the demands,
i.e., the corresponding standard deviations are zero. Then, future
uncertainties related to the demands are taken into account by
the robust formulation.

1) Deterministic Approach: In order to analyze the multi-
stage joint expansion planning of EDSs and EVCSs from a deter-
ministic approach, two cases are evaluated: expansion planning
without EVCSs (Case A) and expansion planning considering
the allocation and sizing of EVCSs (Case B). In Case A, it is
assumed that all of the EVs are charged in homes (i.e., home
charging mode) at the peak hour, assuming the worst case for
the EDS operation. Table II shows a summary of the investment
and operational costs for each case. It can be noted that there is
a positive impact on the EDS, due to the allocation of EVCSs.
When the EV demand is distributed in each node of the EDS (i.e.,
Case A), the conventional load is increased, and additional in-
vestments are required to meet the total demand. Indeed, Case A
presents higher investment costs in substations, circuits, and DG
units, as well as in the the energy cost supplied by the substations
and the DG units along the planning horizon. In Case B, wherein
the EV demand is concentrated in some nodes of the system (i.e.,
EV charging in EVCSs), the investment and operational costs
are reduced by 3.12% approximately, resulting in a positive im-
pact for the EDS in comparison with Case A. The expansion
plans for both cases are illustrated in Figs. 2 and 3 (topology
in operation is shown). Note that, without EVCSs (Fig. 2), the
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16 16
Stage 2 Stage 3

16
Stage |

Fig. 3. Multistage EDS expansion planning for Case B.
TABLE III
NUMBER OF CHARGERS: DETERMINISTIC APPROACH
Stage 1 2 3
Node FC SC FC Ne FC SC
3 2 9 14 7 23 187
8 - - 7 1 - -
14 - - - - 1 3
15 - - - - - 23
Total 2 9 21 8 24 213
TABLE IV
NUMBER OF CHARGERS: ROBUST APPROACH
Stage 1 2 3
Node FC SC FC SC FC SC
3 - - 6 - - 52
8 3 8 2 - 16 41
13 - - - - 3 214
14 - - 20 1 2 6
Total 3 8 28 1 21 313

substations at nodes 17 and 18 are constructed in Stage 3, and
most of the circuits are built with higher capacity conductors.

In Case B, when EVCSs are considered, the topology of the
network is different. Substation 17 is constructed in Stage 3,
and different circuits are constructed/reinforced using, mostly,
conductors with lower capacity (see Fig. 3). Furthermore, the
allocation of the DG units and CBs is also different when
the EVCSs are considered in the expansion planning. Only three
DG units are installed in Stage 3 for Case B, while for Case A,
five DG units are required in the same stage. The EVCSs are
mainly allocated at nodes near the DG units and CBs, in an at-
tempt to maintain a suitable operation of the EDS. For instance,
one EVCS is located at node 3, along with a DG unit in Stage 1,
and another EVCS and a CB are located at node 11 in Stage 3.

Table III shows the number of each type of charger allocated
in each node and each stage for Case B. Four EVCSs and 277
chargers (47 FCs and 230 SCs) are necessary to meet the power
demand of the EVs during the planning horizon.

Finally, it must be highlighted that, in both cases, some cir-
cuits are disconnected in order to maintain the radial operation
of the EDS.

TABLE V
FAILURE RATE OF THE SUBSTATION CAPACITY (%)

Stage 1 Stage 2 Stage 3

Substation 15 16 17 18 15 16 17 18 15 16 17 18

Case B 00 02 - -
Case C 00 14 - -

39 679 - - 438 366 04 -
00 00 02 - 00 26 22 1.0

16
Stage 3

16
Stage 1 Stage 2

Fig. 4. Multistage EDS expansion planning for Case C.

2) Robust Approach: The multistage joint expansion plan-
ning of the EDS and EVCSs is analyzed considering the stochas-
tic behavior of the conventional loads and EV demand. Case B
is extended, and the expansion planning, considering allocation
and sizing of the EVCSs, is solved using the proposed robust
formulation (Case C). It is assumed that the conventional load
and the number of EVs follow a normal distribution. The mean
values for the loads are the ones shown in Fig. 1, while the
mean values for the number of EVs are the same as those in
Case B. Moreover, the standard deviations are equal to 15% of
the corresponding mean values.

The robustness parameter used in the chance constraint for
the substation capacity and the estimation of the number of
EVs is 5%, i.e., ¢(¢) is equal to 1.645. This value guarantees
the accomplishment of the substation capacity constraint with
a probability of 95%. Furthermore, it covers 95% of the area
under the normal distribution curve for the EV penetration.

The investment and operational costs for Case C are shown
in Table II. It should be noted that the total cost of the robust
solution is higher than the total cost of the deterministic solu-
tion (Case B), a difference of approximately 4%. This fact is
due to the additional investments required to guarantee enough
capacity of the substations, in order to account for uncertainties
in the demand.

In Case C, two new substations are constructed along the
planning horizon: Substations 17 and 18 in Stages 2 and 3, re-
spectively (see Fig. 4). It must be highlighted that, in comparison
with Case B, one additional substation should be built to avoid
possible overloads related to demand growth that may be larger
than expected. It should also be noted that the investments in the
circuits and the topology of the EDS are different in compari-
son with Case B, i.e., circuits of higher capacities are used. For
instance, conductors of type 2 are necessary to connect some
EVCSs.
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Fig. 5.

The allocation of DG units and CBs is also different along
the expansion horizon when uncertainty is considered. The CBs
are allocated at the same nodes as in Case A. However, three
DG units are allocated at nodes 1, 7, and 10. The allocation and
sizing of the EVCSs for Case C are shown in Table IV. Four
EVCSs with 374 chargers (52 FCs and 322 SCs) are necessary to
meet the power demand of the EVs during the planning horizon.
As in Case B, most of the EVCSs are allocated at nodes close
to energy sources and CBs.

The results show that the expansion plans for the determin-
istic and robust approaches (Case B and C, respectively) are
different in terms of the investment costs in substations, cir-
cuits, CBs, and EVCSs. Those costs are increased in order to
provide a robust solution for the EDS expansion planning. In
all cases, the results show changes in the topology of the net-
work, in the reinforcement of circuits, and in the construction
of new substations. These investments are proposed to satisfy
the conventional loads and EV demand requirements.

Additionally, Monte Carlo simulations are carried out in order
to evaluate the robustness of the expansion plan, considering the
substation capacity. The simulations are made taking into ac-
count the normal distribution of the stochastic demands. Table V
shows the failure rate of the substation capacity for Cases B and
C at each stage of the planning horizon. The results obtained
after 1,000 Monte Carlo simulations show that the deterministic
approach (Case B) has the worst performance, with violations
in the substation capacities, greater than 10%. Specifically, at
node 16, the violation is higher than 65% in Stage 2 and almost
37% in Stage 3. Although the solution for Case C has a larger
cost, the failure rate of the substation capacity is maintained
below the limit defined by the robustness parameter, i.e., lower
than 5%.

The results show that, considering only economic aspects, the
best expansion plan is the one obtained using the deterministic
approach, i.e., Case B. However, under uncertain conventional
load and EV demand, this plan presents a large substation capac-
ity failure rate. On the other hand, the more expensive investment
plan, found by the robust approach (Case C), is robust enough
to deal with the uncertainty associated with the demands.

Multistage EDS expansion planning for 54-node system at stage 3. (a) Case B and (b) Case C.

B. Expansion Planning for the 54-Node Distribution System

An additional test using a 54-node distribution system,
adapted from [27] was used in order to verify the scalability of
the proposed mathematical model. It was verified that the pro-
posed model is able to solve the complex expansion planning
for this distribution system. The results for the EDS expansion
planning are analyzed considering the allocation and sizing of
the EVCSs, i.e., Case B and Case C (the deterministic and robust
approach, respectively).

The investment and operational costs for Case B and Case C
are $83,156.71x10° and $88,668.59x 103, respectively. As in
the 18-node test system, it should be noted that the total cost
of the robust solution is higher than the total cost of the de-
terministic solution (a difference of approximately 6%). This
fact is due to the additional investments required to guaran-
tee enough capacity of the substations to deal with the uncer-
tainties in the demand. In Case B, Substation 54 is built in
Stage 1, and different circuits are constructed using only one
conductor type. Furthermore, only five DG units are installed in
Stage 3 for Case B, while for Case C, seven DG units are required
in the same stage (see Fig. 5). The EVCSs are mainly allocated
at nodes near the DG units and CBs, in an attempt to maintain a
suitable operation of the EDS. In Case C, two new substations
are constructed along the planning horizon: Substations 54 and
53 in Stages 2 and 3, respectively. In comparison with Case
B, one additional substation should be built to avoid possible
technical problems caused by the unexpected demand growth.

The investments in the circuits and the topology of the EDS
are also different for both cases. It must be highlighted that,
in comparison with Case B, the investment in the circuits in
Case C is also higher. The allocation of DG units and CBs, as
well as the EVCSs, is also different along the expansion horizon
when uncertainty is considered. For instance, three EVCSs with
792 SCs are necessary to meet the power demand of the EVs
during the planning horizon in Case B, whereas in Case C, three
EVCSs with 979 chargers (2 FCs and 977 SCs) are installed. As
in the previous test, most of the EVCSs are allocated at nodes
close to energy sources and CBs. In addition, the robustness
of the expansion plan is evaluated for Case C through Monte
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Carlo simulations. Similar to the previous test system results, 0<A . <3T v LT 39
the failure rate of the substation capacity is maintained below <8y, <7/ V= e (39)
the limit defined by the robustness parameter. m,,=(2y—-1)/I'" Vy=1,.,T (40)

V. CONCLUSION

A novel mixed-integer linear programming (MILP) model
for the robust multistage joint expansion planning problem
of electrical distribution systems (EDS) and the allocation
and sizing of Electric Vehicles Charging Stations (EVCSs)
has been developed. The proposed formulation defines the
construction/reinforcement of substations, EVCSs, and circuits,
and the allocation of distributed generation units and capacitor
banks. Chance constraints were used in the robust formulation
to consider the uncertainties associated with the conventional
loads and EV demand, guaranteeing the fulfillment of the
substation capacity and the EV requirements within a specified
confidence level.

The results demonstrate that the allocation of EVCSs results
in a positive impact on the expansion plan for the EDS. The
impact is mainly reflected by the differences between the sub-
station and the circuit investments, as well as in the topology
of the network. Thus, there is a reduction in the total cost of
the investment plan when EVCSs are considered in the EDS
expansion planning.

The solution provided by a deterministic approach, consider-
ing EVCSs, leads to more economic expansion plans. However,
under uncertain conventional load and EV demand, it could
present high failure rates for the substation capacity. On the
other hand, the robust solution provides an investment plan with
a larger cost, but it is robust enough to deal with the uncertainty
associated with the demands.

In this way, the decision-maker can choose an expansion
plan according to a given risk level associated with the demand
variations in the EDS operation.

Monte Carlo simulations were carried out in order to verify
the compliance of the proposed chance constraint in the robust
formulation. It was found that the proposed robust formulation
provides a solution in which the substation capacity and the EV
requirements are satisfied within a specified confidence level.

APPENDIX

A piecewise approximation is used to define a function f,
which calculates the square value of a variable p, limited by
the interval [0, p]. If the interval is partitioned into I" equally
sized blocks, the partition set P = {0, p/T",2p/T, ..., p} would
be defined so that every block would have an equal length of
p/I". Considering that A, ,, is a continuous variable that defines
the value of the n-th block in partition P, the piecewise linear
approximation of p? is given by (36)—(40). This type of function
has a general structure, as follows:

T
f (pvﬁa F) = Z mp.,vAp.,W (36)
y=1
pt—=p =p (37)
I
pT+p _ZAP"/ (38)

where I is the number of discretizations used in the function f;
m,, - is the slope of the yth block of the piecewise discretization
of p; A, , is the value of the yth auxiliary variable used in the
discretization of p; and p™ and p~ are positive auxiliary variables
used in the calculation of |p|.
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An Enhanced Algebraic Approach for the Analytical
Reliability Assessment of Distribution Systems

Alejandra Tabares, Gregorio Mufioz-Delgado, Member, IEEE, John F. Franco, Member, IEEE,
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Abstract—The calculation of standard reliability indices is
critical for assessing quality service and guiding the planning
and operation of distribution systems. Traditionally, such cal-
culation has relied on the application of analytical methods
based on simulation techniques, which preclude the use of exact
methodologies when reliability assessment is incorporated into
operation and planning models. This shortcoming has been
recently addressed by the development of two optimization-based
approaches for the analytical reliability assessment of distribution
systems. Unfortunately, both methods are either incomplete or
computationally expensive as compared with those based on
simulation. In order to overcome these issues, this paper presents
a novel and efficient algebraic approach to calculate the standard
network-dependent reliability indices of distribution systems. As
a distinctive feature over previous non-simulation-based methods,
no optimization process is involved. Thus, the proposed approach
relies on the solution of a set of linear equations for which
effective algorithms are available. Several benchmarks including
a real-life 1080-node system have been used to demonstrate the
computational superiority of the proposed method. The successful
numerical experience supports the suitability of the proposed
algebraic model for reliability-constrained distribution system
operation and planning.

Index Terms—Analytical reliability assessment, distribution
system, linear equation system, non-simulation-based approach.

NOTATION
Indices:
b Index for load levels.
i, ] Indices for nodes.

ij, ji, jk Indices for branches.

Sets:

B Set of load levels.

T Set of branches.

T,L»D W Set of branches downstream of node i.
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TF Set of branches connected to the feeder at which
node ¢ is located.

TYP  Set of branches upstream of node i.

QP Set of load nodes.

OF Set of load nodes directly connected to a substation
node (root nodes).

s Set of substation nodes.

Parameters:

ASAI  Average system availability index.

EENS Expected energy not supplied.

Lij Length of branch ij.

L Demand at node 7 for load level b.

NC; Number of customers at node 7.

SAIDI System average interruption duration index.

SAIFI System average interruption frequency index.

Ay Duration of load level b.

ij Unitary failure rate of branch ¢j.

Ti?s Duration of the repair-and-switching interruptions
associated with the failure of branch ij.

7'50 Duration of the switching-only interruptions associ-
ated with the failure of branch ij.

Variables:

il;- Flow through branch ij of the fictitious system used
to calculate the expected durations of switching-only
interruptions affecting the root nodes.

11;[ Flow through branch ¢5 of the fictitious system used
to calculate the expected rates of switching-only
interruptions affecting the root nodes.

+

ij»Q; Variables used to identify the direction of the flow
through branch 7.

Ffs Expected duration of repair-and-switching interrup-
tions affecting node .

reo Expected duration of switching-only interruptions
affecting node .

Hf’s Expected rate of repair-and-switching interruptions
affecting node 1.

5o Expected rate of switching-only interruptions affect-

ing node .
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I. INTRODUCTION

ISTRIBUTION companies are responsible for satisfying
Dthe electric demand at the lowest cost while meeting
an acceptable level of reliability. Reliability is defined as the
ability to continuously meet the electricity needs of end users
with the required quantity and quality [1]. Reliability and
economics are conflicting drivers for the operation and plan-
ning of distribution systems and, hence, a tradeoff is needed.
Note that attaining 100% reliability is economically infeasible
due to the exposure of system components to internal and
external events. As a result, random failures are characterized
by uncertain parameters that are challenging to predict. Thus,
reliability assessment is essential when designing new systems,
expanding the existing ones, planning maintenance schedules,
and adding alternative supply sources [2].

Utility statistics show that failures in distribution systems
account for 80% of all customer interruptions [3], [4]. More-
over, most of the consumers are connected at the distribution
level, which features the largest share of investment expendi-
ture. Consequently, improving the reliability at the distribution
level may significantly enhance the reliability of the entire
power system. Thus, the development of computationally
efficient techniques for reliability assessment of distribution
systems is of utmost practical interest. The relevance of
distribution reliability assessment is further stressed in the
new context involving smart grids [5], [6], microgrids [7], [8],
renewable distributed generation [9], [10], energy storage [11],
and electric vehicles [12]. Two relevant reviews of the state of
the art can be found in [13] and [14].

According to [3], [4], [15], and [16], the reliability of
distribution systems is quantitatively assessed using several
standard indices. Such indices mainly rely on probabilistic
metrics, unsupplied power, and the frequency and duration
of plausible failure events. Reliability indices characterize
the duration and frequency impact of interruptions along a
given time span, usually of one year. The calculation of
reliability indices thus provides an estimate of the capability
of the distribution system to maintain steady-state operation
continuity over a specific period of time.

The most used reliability indices are 1) the system average
interruption frequency index (SAIFI), 2) the system average
interruption duration index (SAIDI), 3) the average system
availability index (ASAI), 4) the expected energy not supplied
(EENS), 5) the momentary average interruption frequency
index (MAIFI), and 6) the momentary average interruption
event frequency index (MAIFIg). SAIFI, SAIDI, ASAI, and
EENS are related to sustained interruptions, i.e., those lasting
5 minutes or longer. On the other hand, MAIFI and MAIFIg
correspond to momentary interruptions, i.e., those lasting less
than 5 minutes. This work is focused on sustained interruptions
since such disturbances affect all users connected to the faulty
section of the system.

Reliability assessment has been widely implemented by
using analytical methods [1], [3], [4], [16]. Thus, for a
given network topology, the impact of a pre-specified set of
events on service continuity is quantified by analyzing network
component interruptions, one at a time [17]. Note that the

analytical reliability assessment is topology dependent. This
factor and the use of simulation have led to the widespread
use of approximate methods for the incorporation of reliability
in operational and planning models [13], [14], [18]. Unfortu-
nately, such approximate methods do not allow determining
whether the optimal solution is found.

Recently, non-simulation-based methods for analytical reli-
ability assessment have been presented in [19] and [20]. Such
a research effort is intended to prevent the use of approximate
techniques for reliability-constrained optimization models, as
shown in [21]. Both works [19] and [20] rely on the use of
optimization to mathematically characterize the shortest path
between each load node and the substation to which it is
connected. In [19], the reliability assessment only considers
the effects of failures occurring in the shortest upstream path
between each load node and the corresponding substation. In
[20], faults occurring outside the shortest upstream path are
also accounted for. Despite being equivalent to simulation-
based reliability assessment, the approach presented in [20] is
more time consuming. This undesired aspect stems from the
use of a large optimization problem, namely an instance of
linear programming, to model the shortest path methodology.

Following the way paved by [19] and [20], this paper
presents a novel non-simulation-based approach for the an-
alytical reliability assessment of distribution systems [1], [3],
[4], [16], [17]. Here, the impact of the failure set considered
in [20], which is broader than that analyzed in [19], is
equivalently modeled. To that end, new linear expressions are
developed. More specifically, expected interruption rates and
durations for each load node are algebraically expressed in
terms of the values of those magnitudes for the adjacent nodes.
It should be noted that the resulting expressions are similar
to those used for load flow calculation in radial distribution
systems [22]. In addition, based on [23], linear equalities are
also used to explicitly model radial operation. Thus, unlike
[19] and [20], the proposed approach involves the solution
of a system of linear equations rather than the solution of
an optimization problem. It is worth mentioning that the
resulting algebraic model features two relevant aspects. First,
it is suitable for the explicit incorporation of reliability in oper-
ational and planning models. Second, it allows the solution of
the resulting reliability-constrained optimization problems by
sound mathematical programming techniques with well-known
properties and for which off-the-shelf software is readily
available. Note, however, that the analysis of those reliability-
constrained models is beyond the scope of this paper.

The main contribution of this work is the development of
a novel approach for the analytical reliability assessment of
distribution systems [1], [3], [4], [16], [17]. For the first time in
the literature, an equivalent and computationally inexpensive
method based on linear algebra is presented. The resulting
model is a system of linear equations. Hence, no simulation or
optimization process is involved and effective dedicated algo-
rithms are readily available. The practical significance of this
contribution is backed by the computational superiority over
the approach presented in [20] while keeping the enhanced
modeling capability as compared with [19]. Note that solving
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the proposed system of linear equations is faster than solving
the linear program corresponding to [20].

The remainder of this paper is organized as follows. Sec-
tion II presents the main aspects of the analytical reliability
evaluation. Section III is devoted to the proposed approach.
In Section IV, numerical results from several case studies
are reported and analyzed. Relevant conclusions are drawn in
Section V. Finally, the simulation-based algorithm customarily
used for analytical reliability assessment is outlined in the
Appendix.

II. ANALYTICAL RELIABILITY ASSESSMENT

This paper addresses the analytical predictive reliability
assessment described in [1], [3], [4], [16], and [17] for a
given network topology under a particular loading condition.
Within this framework, the impact of a pre-specified set of
faults on service continuity is quantified in terms of the
number of affected users. The analytical method relies on the
analysis of component outages, one at a time. As a result,
standard metrics such as SAIFI, SAIDI, ASAI, and EENS
[15] are computed using two pieces of information, namely
failure rates and interruption durations. Such reliability indices
can be determined using simulation [17], as described in the
Appendix. Alternatively, recent optimization-based approaches
have been presented in [19] and [20]. This section describes
the modeling framework and an example that will be useful
to illustrate the novel approach proposed in this paper.

A. Modeling Framework

As done in [19] and [20], a radially-operated distribution
system and sustained interruptions due to single-branch out-
ages are considered. In such a distribution system, each branch
connected to a substation is equipped with a circuit breaker
without a recloser at the output of the substation. Moreover,
all branches are equipped with a switch. Thus, the demand of
the healthy portion of the system can be met after isolating
the part of the system downstream of the fault.

Once a fault has occurred, the first circuit breaker upstream
of the fault trips, thereby curtailing all downstream load
demands. Subsequently, the system topology is reconfigured
by operating switches and circuit breakers to reduce the non-
supplied energy. To that end, the first switch upstream of the
fault is opened to isolate the fault. Then the circuit breaker
is closed so that the supply to all load demands between
the circuit breaker and the switch is restored. Finally, after
clearing the isolated fault, the corresponding switch is closed,
and complete service is reestablished.

Load nodes are thus affected by repair-and-switching in-
terruptions and switching-only interruptions [20]. For repair-
and-switching interruptions, the supply is not restored un-
til the damage is repaired. Switching-only interruptions are
associated with the network reconfiguration implemented to
clear a faulty component. Both types of nodal interruption
are characterized by the corresponding expected rates and
expected durations. Such magnitudes solely depend on branch-
related information, namely lengths, failure rates, and dura-
tions of repair-and-switching and switching-only interruptions

[20]. Based on the findings of [20], expected nodal interruption
rates and durations can be cast in a compact way as follows:
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where YVF and TF are branch sets implicitly modeling the
topology of the network under radial operation.

Note that, by definition, expected interruption rates and
durations at substation nodes are equal to 0, i.e.:
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Using the expected nodal interruption rates and durations,
the standard reliability indices can be computed as follows
[20]:
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It is worth mentioning that considering a full reliability as-
sessment involves additional elements that are not discussed in
this paper. Note, however, that the above modeling framework
has been widely adopted for distribution system operation and
planning [24].

B. Illustrative Example

To facilitate the understanding of the rationale of the novel
model described in the next section, an illustrative example
is analyzed. Using expressions (1)—(4), the expected nodal
rates and durations of repair-and-switching and switching-only
interruptions are calculated for the toy system shown in Fig. 1.
This benchmark comprises five load nodes, represented by
circles; one substation node depicted as a square; and five
branches, indicated by solid lines. For the sake of simplicity,
branch lengths, failure rates, and interruption durations are
all equal to 1. Hence, for each node, the expected rate and
the expected duration of repair-and-switching interruptions are
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Fig. 1. Illustrative example — Expected nodal interruption rates and durations.
(a) Repair-and-switching interruptions. (b) Switching-only interruptions.

identical, as shown in Fig. 1(a) next to each load node. Like-
wise, the same result holds for switching-only interruptions,
as depicted in Fig. 1(b) beside each load node. Note that the
use of simulation [17] and optimization [20] yields identical
results.

As can be observed, the expected nodal rates and durations
of repair-and-switching interruptions increase as the distance
to the substation grows. In contrast, the opposite effect is expe-
rienced by the expected nodal rates and durations of switching-
only interruptions. Moreover, for each branch connecting two
load nodes, two results are relevant:

1. For repair-and-switching interruptions, the difference be-
tween the expected rates for the receiving and sending
nodes is equal to the corresponding branch failure rate.
Similarly, the difference between the expected durations
for the receiving and sending nodes is equal to the product
of the corresponding branch failure rate and interruption
duration.

2. For switching-only interruptions, the same results are
respectively attained when subtracting the expected rates
and expected durations for the receiving nodes from those
for the sending nodes.

III. PROPOSED ALGEBRAIC MODEL FOR ANALYTICAL
RELIABILITY ASSESSMENT

This section presents an algebraic and hence non-
optimization-based model for analytical reliability assessment.
First, we describe the transformation of expressions (1)—(8) to
an equivalent recursive formulation upon which the proposed
methodology relies. Subsequently, the algebraic reliability
assessment is provided.

A. Alternative Recursive Model

Expressions (1)—(4) cast expected nodal interruption rates
and durations in terms of summations of branch-related
information over the branches included in YYF and YF.
Thus, expected nodal interruption rates and durations can be
equivalently expressed in a recursive way using node-related
information, as described below.

1) Expected Nodal Rates of Repair-and-Switching Interrup-
tions: According to (1) and (5), the expected rates of repair-
and-switching interruptions for load nodes can be computed

>
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Fig. 2. [Illustrative example — Application of the recursive model for the
expected nodal rates of repair-and-switching interruptions.
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Fig. 3. [Illustrative example — Application of the recursive model for the
expected nodal durations of repair-and-switching interruptions.

For each load node, the first term in the right-hand side
of (13) represents the expected rate of repair-and-switching
interruptions affecting the upstream node to which it is con-
nected. In turn, the second term in the right-hand side of (13)
corresponds to the failure rate of the branch connecting both
nodes. The application of (13) to the illustrative example of
Fig. 1 is shown in Fig. 2.

2) Expected Nodal Durations of Repair-and-Switching In-
terruptions: The recursive model for expected nodal dura-
tions of repair-and-switching interruptions is similarly derived
from (2) and (6). Thus, the expected durations of repair-and-
switching interruptions for load nodes are cast as:

Yo T Y afFhtysvie ol (4

i€QP|ijexy P igeTyr

RS _
=

For each load node, the first term in the right-hand side of
(14) represents the expected duration of repair-and-switching
interruptions affecting the upstream node to which it is con-
nected. Analogously, the second term in the right-hand side
of (14) is the product of the failure rate and the repair-and-
switching-interruption duration of the branch connecting both
nodes. Fig. 3 depicts the application of (14) to the illustrative
example.

3) Expected Nodal Rates of Switching-Only Interruptions:
From (3) and (7), for the load nodes different from the root
nodes', the expected rates of switching-only interruptions are
expressed as:

>
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For each load node, the first term in the right-hand side of
(15) models the expected rate of switching-only interruptions

IThe term root node refers to the load node directly connected to a
substation node.
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Fig. 4. Illustrative example — Application of the recursive model for the
expected nodal rates of switching-only interruptions.

affecting the upstream node to which it is connected. In turn,
the second term in the right-hand side of (15) is the failure
rate of the branch connecting both nodes.

For the root nodes, expression (3) can be alternatively
formulated as:

HJSO = Z )\UEZJ,VJ (S QR.

ijeTPw

(16)

Thus, the expected rate of switching-only interruptions for
each root node is equal to the sum of the failure rates of all
branches downstream of this node. Fig. 4 shows the application
of (15) and (16) to the illustrative example.

4) Expected Nodal Durations of Switching-Only Interrup-
tions: From (4) and (8), for the load nodes different from
the root nodes, the expected durations of switching-only
interruptions are formulated as:
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For each load node, the first term in the right-hand side of
(17) models the expected duration of switching-only interrup-
tions affecting the upstream node to which it is connected.
In turn, the second term in the right-hand side of (17) repre-
sents the product of the failure rate and the switching-only-
interruption duration of the branch connecting both nodes.

Using (4), the expected durations of switching-only inter-
ruptions for the root nodes can be expressed as:

Z Tf;o)\ij&;j;Vj S QR.

ijexPw

rso =

(18)

For each root node, the right-hand-side term of (18) rep-
resents the sum of the products of the failure rate and the
switching-only-interruption duration of all branches down-
stream of this node. The application of (17) and (18) to the
illustrative example is depicted in Fig. 5.

In summary, the original model (1)—(8) is equivalently cast
as (5)—(8) and (13)-(18). Note that the resulting algebraic
model is similar to the formulation used for load flow cal-
culation in radial distribution systems [22].

B. Proposed Algebraic Model

Expressions (13)—(18) rely on topology-related sets

YUP
J
and TJDW. As a consequence, such expressions cannot be
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Fig. 5. Illustrative example — Application of the recursive model for the
expected nodal durations of switching-only interruptions.

readily used to incorporate reliability assessment into existing
optimization models for distribution operation and planning.
In order to sort out this shortcoming, we propose an alternative
algebraic model built on (13)-(18) wherein such sets are
dropped. The proposed model features two key aspects. First,
the network topology is explicitly characterized through a set
of additional mathematical expressions. Second, a load flow
model for a fictitious system is formulated.

The proposed algebraic model for analytical reliability as-
sessment is cast as the following system of linear equations:
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Expressions (5)—(8) (30)
where a:;, 7 ES, 79, TRS, 179, ]1_}’ and fﬁ- are the
variables.

Based on [23], two new continuous albeit binary valued
variables are used for each branch ij, namely o i and ;.
Such variables allow characterizing the graph formed by
substations, branches, and load nodes. The direction of the

flow through a particular branch ij is modeled by limiting the
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values of variables a;; and oy to two possible combinations.
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the flow is from j to i.

Mathematically, the characterization of sending and re-
ceiving nodes is formulated in (19)—(21). Note that such
expressions feature a unimodular matrix structure (see [25],
proposition 3.2). Moreover, their right-hand-side terms are
either 0 or 1. As a consequence, continuous variables a;; and
a,; can only take two values, namely 0 and 1. Bearing in mind
the integrality of oz?'j and o, the necessary conditions for
radial operation [26], [27] are modeled in (19) and (20). Thus,
expressions (19) ensure that, for those branches connecting
load nodes with substations, the substation node is the sending
node. In addition, expressions (20) guarantee that each load
node is the receiving node of a single branch. As per (21),
for each branch 77, aj'j and «;; are not allowed to take
identical values. Therefore, their values are limited to the two
aforementioned combinations. As a consequence, the sending
and receiving nodes of each branch are identified, as desired.

Expressions (22) and (23) equivalently correspond to (13)
and (14), respectively. Note that the use of variables a;rj and
a;; precludes the need for the topology-dependent sets TJUP .
The equivalence is shown for a given branch ij as follows.
If the flow is from i to j, i.e., a;rj = 1 and o;; = 0, then
expressions (22) and (23) respectively become Hfgs = Hfs -
Aijli; and FZRS = I'BS _ TZ-RSAU&]-. Both expressions are
consistent with (13) and (14), respectively. On the other hand,
if the flow is from j to ¢, i.e., a;rj = 0 and o ; = 1, then
expressions (22) and (23) respectively become II; 5= Hfs +
Aijli; and I‘IRS = Ff“s—&—TZ?S)\U&]-. Such expressions are also
consistent with (13) and (14), respectively.

Expressions (24) and (25) respectively correspond to (15)
and (17). Similar to (22) and (23) for repair-and-switching
interruptions, variables a;"j and «,; are used to compute the
expected nodal rates and durations of switching-only interrup-
tions. Note, however, that, unlike (22) and (23), expressions
(24) and (25) do not involve the nodes of the branches
connected to substations. This is consistent with the original
expressions (15) and (17), which are only related to load nodes
other than root nodes.

The expected rates and durations of switching-only inter-
ruptions for the root nodes are respectively determined by
(26)—(27) and (28)—(29). Thus, expressions (26) and (27)
correspond to (16) whereas expressions (28) and (29) are
associated with (18). It is worth emphasizing that, unlike (16)
and (18), expressions (26)—(29) do not rely on the topology-
dependent sets TfW. Such sets are used in (16) and (18)
to identify the branches downstream of the corresponding
root node. Alternatively, the required topological information
is equivalently characterized in (26)—(29) by modeling the
operation of a fictitious system under two different loading
conditions. Built on the original radially-operated network,
the fictitious system is obtained as follows. First, substation
nodes and the branches connecting them with the root nodes

() (b)

Fig. 6. Fictitious system associated with the illustrative example. (a) Loading
condition for the expected rate of switching-only interruptions affecting the
root node. (b) Loading condition for the expected duration of switching-only
interruptions affecting the root node.

are removed. Thus, the root nodes in the original system
become the source nodes in the fictitious system. Moreover,
all branches in the fictitious system are respectively identical
to the corresponding branches in the original system. Fig. 6
depicts the fictitious system associated with the illustrative
example described in Section II. In Fig. 6, the removed assets
are shown using dashed lines and the original root node is
enclosed by a square to indicate its role as a source node in
the fictitious system.

The first loading condition consists in setting the demands
for the source nodes in the fictitious system equal to 0.
In addition, for each load node in the fictitious system,
the demand is set equal to the failure rate of the branch
connecting this node with the node upstream. Fig. 6(a) shows
this loading condition for the fictitious system associated with
the illustrative example. Under such a loading condition, the
expected rates of switching-only interruptions for the root
nodes of the original system are equal to the generation levels
at the corresponding source nodes in the fictitious system.
Using variables aj'j and o, power balance equations (26)
and (27) represent the operation of the fictitious system for this
loading condition. Note that the power flow through branch ¢j
in the fictitious system is modeled by 11} Expressions (26)
correspond to the source nodes of the fictitious system, i.e.,
the root nodes of the original system. Analogously, expressions
(27) are related to the remaining load nodes in the fictitious
system, i.e., the load nodes other than the root nodes in the
original system.

The second loading condition only involves changes in
the load nodes of the fictitious system. For each such node,
the demand is set equal to the product of the failure rate
and the switching-only-interruption duration of the branch
connecting this node with the node upstream. Fig. 6(b) shows
this loading condition for the fictitious system associated with
the illustrative example. Under such a loading condition, the
expected durations of switching-only interruptions for the root
nodes of the original system are equal to the generation levels
at the corresponding source nodes in the fictitious system.
Similar to (26) and (27), power balance equations (28) and (29)
model the operation of the fictitious system under this loading
condition. Note that variables 11; in (28) and (29) represent
the power flows through the branches of the fictitious system
under this second loading condition.

Finally, the null expected interruption rates and durations
for substation nodes modeled in (5)—(8) are imposed in (30).
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Substation
node

Fig. 7. Results for the expected nodal rates of repair-and-switching interrup-
tions (ITf*¥) for the 37-node system.

Fig. 8. Results for the expected nodal rates of switching-only interruptions
(Hfo) for the 37-node system.

The proposed model features two relevant advantageous
aspects as compared with the non-simulation-based approach
previously reported in [20]:

1. It is worth highlighting that the mathematical complexity
is drastically reduced in two respects. First, the resulting
set of linear equations does not involve an optimization
process. Second, the dimension in terms of the number
of variables and equations is significantly smaller.

2. Variables a;rj and a;; are analogous to the binary
operation-related variables that are widely used in opera-
tional and planning optimization models for distribution
systems [21], [26]—[31].

Thus, the proposed formulation is a suitable alternative
to the model described in [20] for incorporating reliability
into distribution system operation and planning. Such an
application will be addressed in our future work.

IV. NUMERICAL RESULTS

Results from several case studies are presented in this
section. First, the proposed approach has been applied to
a 37-node test system based on that analyzed in [32]. The

Substation
node
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Fig. 9. Results for the expected nodal durations of repair-and-switching
interruptions (I'f*¥) for the 37-node system.

Fig. 10. Results for the expected nodal durations of switching-only interrup-
tions (Ffo) for the 37-node system.

scalability of the proposed approach has been validated with
five additional case studies comprising 85, 137, 288, 417,
and 1080 nodes, which are based on those described in [33]-
[35], [28], and [36], respectively. Note that the 288-node test
system is based on the distribution-level portion of the Roy
Billinton Test System [35]. Data for the six case studies can
be downloaded from [37].

Simulations have been implemented on a Gigabyte R280-
A3C X64 with two Intel® Xeon® E5-2698 v3 processors at
2.30 GHz and 256 GB of RAM using CPLEX 12.6 [38] and
GAMS 24.7 [39].

A. 37-Node Case Study

The first benchmark is a 13.2-kV test system comprising 36
load nodes and 1 substation node. As done in [40], all branches
are characterized by 0.1 failures per year and km. Therefore,
branch failure rates are set so that \;; = 0.14;;,Vij € T.
Additional data can be found in [37].

The proposed algebraic approach required 0.02 s to de-
termine the values for II[*S, TI79, T'RS  and I'Y°, which
are identical to those provided in [20]. Figs. 7 and 8 show
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TABLE I
RESULTS
Number of nodes

37 85 137 288 417 1080
SAIFI (interruptions/year) 1.81 1.97 1.79 0.52 1.67 1.99
SAIDI (h/year) 1.53 2.41 1.65 1.13 0.99 1.21
ASAI (%) 99.98  99.97 9998 99.99  99.99 99.99
EENS (MWh/year) 69.51 4890 48.13 8536 91.16 106.53
Time for the simulation-based algorithm (s) 0.01 0.05 0.16 0.52 1.16 25.39
Time for the optimization-based approach (s) 2.94 836 13.63 28.18 5738 799.72
Time for the proposed algebraic approach (s) 0.02 0.03 0.03 0.08 0.11 0.31

the resulting HzRS and Hfo, respectively. Such results are
provided inside the circles representing the load nodes. For
validation purposes, both figures also show the branch failure
rates next to the solid lines representing the corresponding
branches. As can be seen in Fig. 7, the expected nodal rates
of repair-and-switching interruptions grow as the distance to
the substation increases. In contrast, the expected nodal rates
of switching-only interruptions experience the opposite effect,
as shown in Fig. 8.

Figs. 9 and 10 show the resulting I'*S and I'Y°. For
a comprehensive validation of results, Fig. 9 also presents
the product of the failure rate and the repair-and-switching-
interruption duration for every branch. This piece of informa-
tion is provided beside the line representing the corresponding
branch. In a similar fashion, Fig. 10 also shows the products of
failure rates and switching-only-interruption durations for all
branches. As can be observed, the expected nodal durations of
repair-and-switching and switching-only interruptions behave
similarly to the respective expected nodal rates.

Using the above expected nodal interruption rates and
durations, system reliability indices SAIFI, SAIDI, ASAI,
and EENS are computed. Table I reports the values of such
reliability metrics, which are identical to those achieved by the
conventional simulation-based algorithm outlined in the Ap-
pendix and the optimization-based method recently presented
in [20]. Table I also lists the computing times required by
the three methods. Note that, similar to the simulation-based
algorithm, the proposed approach is two orders of magnitude
faster than the non-simulation-based method described in [20].

B. Real-Sized Case Studies

Five real-sized case studies have been analyzed. Due to
space limitations, the results achieved by the three methods
are summarized in Table 1. For the sake of completeness, the
values for TI/*9, TIFO, TR and TP for all case studies
are available in [37]. Similar to the 37-node case study,
the resulting system reliability indices are identical for all
methodologies, as expected. In addition, the comparison of the
running times reported in Table I reveals the computational su-
periority of the proposed approach. Note that, for both the 288-
node benchmark based on the Roy Billinton Test System and
the 1080-node system, the computational effort required by the
proposed approach is two and three orders of magnitude lower
than those associated with the simulation-based algorithm and
the optimization-based approach, respectively. Therefore, this
is a promising result for the subsequent integration of the

proposed system of linear equations in reliability-constrained
optimization models for distribution systems.

V. CONCLUSION

A new approach is presented for the analytical predictive re-
liability assessment of distribution systems. As a major salient
feature, reliability is equivalently assessed using algebraic
expressions. Thus, unlike previous approaches, neither simu-
lation nor optimization are required, which is computationally
advantageous.

The proposed approach has been applied to several case
studies comprising large-scale test systems with up to 1080
nodes, including a 288-node benchmark based on the Roy
Billinton Test System. Numerical simulations show that iden-
tical results are attained with less computational effort as
compared with existing techniques relying on simulation and
optimization. Such results reveal the superiority of the pro-
posed algebraic method.

Ongoing research is focused on the implementation of the
algebraic approach in operational and planning models for dis-
tribution systems. Further work will explore the consideration
of additional practical reliability aspects that are of utmost
interest within the context of active distribution networks.
Such an avenue of research will include the development of
alternative models for the integration of distributed generation
and the consideration of network reconfiguration to restore
service after failure.

APPENDIX

For a given network topology, the conventional simulation-
based algorithm [17] analyzes the outages of system branches
one at a time. For each branch, the expected interruption
rates for those nodes affected by a fault in such a branch are
increased by the corresponding branch failure rate. Similarly,
the expected interruption durations for those nodes affected by
a fault in such a branch are increased by the product of the
corresponding branch failure rate and interruption duration.
This algorithm is outlined as follows:

Set TI1S, TI¥O, T'RS, and T7© equal to 0 for all load nodes
Loop over all branches ij
Loop over all load nodes 1
If node i experiences a repair-and-switching interrup-
tion due to a fault in branch ij
HZRS — HZRS + )\ijgij
FZRS — Ffs + /\ijfijTiI;S
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Elseif node i experiences a switching-only interruption
due to a fault in branch i)
H?O — H?O + )\ijgij
Ffo — FfO + /\ijgij’fgo
End if

End loop
End loop

Once TIF9, TI79, TES, and TY© are determined, reliability
indices can be readily computed using (9)—(12).
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