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Abstract

This paper discusses the basic concepts of cost accounting in the power industry and selected
ways of assessing the effectiveness of electricity distribution. The results of effectiveness analysis
of MV/LV distribution transformer replacement are presented, and unit costs of energy transmis-
sion through various medium-voltage line types are compared. The calculation results confirm
the viability of replacing transformers manufactured before 1975. Replacing transformers manu-
factured after 1975 - only to reduce energy losses — is not economically justified. Increasing use
of a PAS type line for energy transmission in local distribution networks is reasonable. Cabling
these networks under the current calculation rules of discounts for excessive power outages is
not viable, even in areas particularly exposed to catastrophic wire icing.
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Introduction

One of the main objectives of the Polish energy policy is
to improve energy effectiveness [5]. This document points out
to increasing the Effectiveness of electricity generation and
the reduction of energy losses in transmission and distribution
grids as one of the means to achieve this objective. Grid losses
reduction is to be achieved through, among other measures,
the construction of new and modernization of the existing grid
infrastructure, and the replacement of low efficient transformers.
European Union rules also dictate the need to take actions
to improve the energy efficiency. European Union Commission
Regulation No. 548/2014 of 21 May 2014. [6] imposes a limit on
the maximum no-load losses and load losses in newly installed
power transformers. The Regulation provides that from 1 July
2015 AoCk class transformers may be installed, and from 1 July
2021 transformers with no-load losses reduced by 10% compared
to Ao class and with Ak-class load losses.

Distribution grid operators (DSOs) have implemented loss
reduction programs for many years. These programs include
both investment and non-investment methods for reducing
grid losses. Both groups of methods require certain capital
expenditures, with the difference that as a result of no-invest-
ment project no new fixed assets are created and the incurred
expenses can be classified as operating costs. The currently most
popular investment methods of loss reduction include the reac-
tive power compensation in idling MV/LV transformers, replace-
ment of obsolete transformers with large losses with new, as well
as modernization of the existing and construction of new lines
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and substations. Issues of the effectiveness of reactive power
compensation in distribution grids are discussed, inter alia,
in[2,7].

These projects require certain (often very large) capital expendi-
tures, which is why every decision to disburse funds for invest-
ment in power sector should be preceded by a thorough tech-
nical and economic analysis.

The technical analysis includes proper selection of equipment
(load capacity, broadly meant safety/security, environmental
impact), as well as assessment of the project’s impact on the
power losses and quality. Such analyses currently pose no major
problems, except for the assessment of the impact on power
losses and quality in MV and LV distribution grids. Because of the
paucity of load measurements details, the calculations for these
grids are performed under a variety of load related assump-
tions that cause significant errors (both underestimation and
overestimation of effects). To evaluate the economic effective-
ness a variety of methods are used, while the choice of method
depends on the phase of the decision-making process, the size of
the project and the analysis period.

Cost accounting in the power sector

To evaluate and compare different options of technical solutions
in the power sector quite commonly used is annual cost account
[3,4]. The term “annual cost” means the sum of the costs incurred
during the year in connection with the operation of a single
object (line, transformer, substation) or a group of functionally
connected objects (e.g. power grid in an area). Generally, the
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components of annual K, can be divided into two groups: capital
costs Ki and operating costs K.

K, =K, +K, (1)

Capital cost is the return on the capital employed in the project
implementation and its interest rate (depreciation + accumula-
tion). The costs are calculated from the equation:

Kk =Ty K] )

where:
K; - capital expenditure incurred on project,
1, — principal instalment (rate of return on principal):

_ p(1+p)™
" (1+p)N“ -1

whereas:

p — principal interest rate expressed as a decimal, N, - return on
principal period (depreciation period). Operating costs are the
sum of fixed operating costs K., variable operating costs K,, and
unreliability costs K. The annual fixed costs of the operation of
power facilities, such as lines, substations, etc. consist of over-
heads, repairs and operational personnel costs. In the evaluation
of a new capex project they are calculated as a percentage of the
project’s investment value:

Kes :K](radm+r ):Kl'res )
where:

I'zdm — rate of allowance for overheads, r,,,, — rate of allowance for
repairs, r,, — rate of allowance for operational personnel.

The annual variable operating costs of grid elements (line, trans-
former) are the cost of power and energy losses in these items.
The costs are calculated from the equation:

Kez:6s'kP'APs+kE'AEr (5)

where:

AP, — maximum (peak) power losses in grid element, AE, —annual
energy losses in grid element, kp — unit cost of power losses, &, —
rate of share in peak load (in the absence of measurement data,
in practice for distribution grids 6, = 1 is often assumed), kg - the
unit cost of purchase of energy to cover losses.

The unreliability costs in a grid company include the costs of
emergency repairs of damaged grid elements, lost transmis-
sion charges and the cost of discounts and rebates granted
to customers, which are applied only for power outages in excess
of allowable limits. When comparing options with the same
failure rates these costs are omitted. Where the analysis covers
long periods of time, and the incurred costs and achieved effects
are different in various years, then they are brought into compa-
rability by way of discount accounting.

Acta

Effectiveness

The word “effectiveness” (in Latin effectivus — effective) has
become in recent years almost the key word in various state-
ments and publications on the broadly meant economy. It is
most commonly used to describe a situation, in which achieving
the desired outcomes or results requires dedication of minimal
resources (outlays, time, effort or skill). According to economists,
effectiveness is the result of actions taken, determined by the
relation of generated effects to the outlays incurred for their
accomplishment. Quantitatively effectiveness can be expressed
in the form of various indicators [1]:

- absolute profit as the difference between effects and outlays

Z=E-N (6)

« relative profit per unit outlay

__Z_E-N
N N

- efficiency as the ratio of effects of outlays

_E ®)
1 N

- unit cost of obtaining the effect:

N
k,=— 9
! E ©)
where:

E - effect (result) of the action taken, N — outlays incurred for the
action.

In equations 6-9 — both the outlays and effects are usually
expressed in monetary units. In some cases, whereby the effects
cannot be denominated in money, they may be also expressed in
natural units, e.g. if an actions aims to reduce voltage variations
in a grid, then its effects may be expressed as the square root of
the sum of squared voltage deviations in 10-minute intervals
of time. Where the goal is to reduce energy losses, the effects,
i.e. energy savings, can be easily translated to money, but by
dividing the outlays by the reduction the unit cost of reducing
losses is obtained.

Economic effectiveness in the power industry is evaluated by
a variety of methods, and the choice of method depends on the
phase of the decision-making process, project size and analysis
period. These methods can be divided into two groups: static
and dynamic. Static methods include methods involve the deter-
mination of: investment payback period, rate of return on invest-
ment or rate of return on equity. Dynamic methods involve the
determination of: equivalent annual cost, equivalent unit cost,
net present value, internal rate of return (simple and modified),
and profitability ratio. Static methods do not take into account
the impact of time on value of money, and the profits after the
investment is paid back. Dynamic methods take into account
costs (or costs and revenues) throughout the project implemen-
tation and operation period, reducing them, by way of discount
account, to a common point in time (year zero).
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The method of alternative solutions’ comparing the most
commonly used in the power sector is the annual cost method,
whereas, when the compared options differ by the costs incurred
and/or effects obtained in subsequent years, the method of
equivalent annual costs, or the method of equivalent unit costs,
is used. Equivalent annual costs are calculated from the equation:

N

YK, (1+p)”

_ =1
R ="8 — 10

(1+p)_t

~
—_

Whereas equivalent unit costs from the equation:

N
> K ; (1+p)"
kekw = t?\}

ZErt (1+ p)ft
=1

where:

K¢ — costs incurred in the year t, E,; — results obtained in year t.
Neither the annual cost method, nor the unit costs method,
provides information on the invested capital’s effectiveness (prof-
itability). For this purpose Net Present Value Ratio NPVR method
can be used. This ratio is calculated by dividing net present value
NPV by the sum of the capital expenditures discounted to the
project commencement year:

N
Cl,-C0o,)(1+ p)™"
NPV ;( t t)( P)
NPVR = —; = = (12)
2K, (1+p)" YK, (1+p)"
t=1 t=1
where:

K — capital expenditures incurred in the year t, NPV — net present
value, Cl; - cash receipts (revenues) in year t, CO; - cash expenses
incurred in the year t; N — calculation period (construction period
+ lifetime).

NPVR ratio indicates how much profit each monetary unit
invested brings throughout the entire analysed period.
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Effectiveness of transformers replacement

In the framework of Operational Programme “Infrastructure and
Environment 2007-2013" Measure 9.2 “Efficient distribution
of energy” distribution grid operators in Poland have replaced
nearly 2,000 MV/LV transformers. The transformers have been
replaced with BoBk class transformers with the same, or (for
non-standard transformers) comparable, power rating. Selected
ratings of three-phase oil transformers manufactured before
and after 1975, BoBk class transformers, and transformer with
no-load losses reduced by 10% (compared to AoAk class), are
listed in Tab. 1. Listed in Tab. 1 are also the average prices of BoBk
transformers. AoAk transformers are by ca. 18% more expensive
than BoBk transformers, and almost 60% more expensive than
the transformers close to DoCk class, currently operated in Polish
grids.

In order to evaluate the transformer replacement’s economic
effectiveness, the transformation costs were calculated for
various peak load durations depending transformer’s relative
load.

Adopted for the calculations were: price of energy to cover losses
kg =250 PLN/MWh, unit cost of power kp= 115 PLN/kW/a, period
of analysis N, =20 years, discount rate p = 0.08 (8%), rate of allow-
ance for fixed operating costs k., = 0.045 (fixed operating costs of
existing transformers were calculated based on new transformer
prices), cost of transformer replacement K, = 4400 PLN/unit.
Calculations were made for transformers with powers
S,=1{100, 160, 250, 400} kVA, and times of maximum power usage
T, = {2500, 3500, 4500} h/a, at power factor cosp = 0.93. It was
assumed for the existing transformers that they had been fully
depreciated, and therefore their capital costs were neglected in
the calculation.

The transformation unit costs’ dependency on the relative trans-
former load for maximum power usage time T; = 4500 h/a is
shown in Fig. 1.

It may be concluded from the graphs in Fig. 1 that only the
replacement of transformers manufactured before 1975
decreases the transformation unit costs, with high relative
transformer load (above 80%, and over 40% for 400 kVA trans-
former). As regards transformers manufactured after 1975, only
the replacement of a 400 kVA transformer with least 90% load
would be profitable.

100 495 2,300 260 1,600 130 1,250 180 1,475 13,700
160 700 3,300 400 2,250 189 1,750 260 2,000 18,130
250 970 4,700 520 3,000 270 2,350 360 2,750 19,800
400 1,390 6,000 750 4,250 387 3,250 520 3,850 25,450
L 630 1,950 9,450 970 6,100 540 4,600 680 5,600 35,600 )

Tab. 1. Rated no-load and on-load losses of selected oil transformers with the upper voltage < 24 kV
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Fig. 1. Unit transformation costs for peak power usage time T; = 4500 h/a

Also the replacement of a 400 kVA manufactured before 1975
would be profitable for T, = 3500 h/a and a load over 60%, and
for T,=2500 h/a and a load over 80% of the rated power. It would
pay to replace a 160 kVA transformer for T; = 3500 h/a and a load
over 90%. It should be added that the average transformer load
in a distribution grid amounts to 40-60%, and the peak power
usage times in a local grid are much lower (2000-3500 h/a).

The inclusion of a subsidy amounting to 30% of the total replace-
ment cost makes the replacement of transformers manufactured
before 1975 profitable even with shorter times of maximum
power usage and lower loads. In the case of transformers manu-
factured after 1975, taking into account a 30% subsidy does
not reduce the unit costs enough to make their replacement
profitable.

Effectiveness of energy transfer

in local MV grids

Local MV grids are mostly built as overhead lines with ACSR
conductors, 66-AL1/12-ST1A in main lines, and 34-AL1/6-ST1A
in branch lines and transformer substation branches. Larger
conductor sections are rare. These grids are exposed to direct
or indirect effects of atmospheric phenomena that cause
numerous and sometimes extensive and long-term failures (e.g.
8-28 January 2010 devastating icing of lines in some areas of the

Matopolska, Silesian, £6dz and Opole regions), resulting in long-
term interruptions in the electricity supply of many consumers.
Then the distribution grid operators incur very high costs,
consisting of troubleshooting, often in very difficult weather
conditions, and undelivered energy. For example, the cost of
repairing a 39.7 km line (incl. 15.7 km of 66-AL1/12-ST1A main
line) supplying 37 MV/LV transformer substations in the area
of the Krakéw-Czestochowa Upland, amounted to almost
970,000 PLN, and the costs arising from the failure to supply
energy to over 600,000 PLN. Similar failures in the area were expe-
rienced in 1989, 1997 and 2002, which means that the mean time
between such failures was ca. 7 years. Therefore distribution grid
operators need IT solutions that would prevent such accidents. It
is contemplated to replace whole lines or their sections with PAS
or cable lines. The choice of solutions should be determined by
economic calculation.

In order to compare the solutions most often taken into account
for the modernization in the areas affected by prolonged break-
downs, the unit transfer costs were calculated depending on
the line current inflow and various times of peak power usage
T, = {2,500, 3,500, 4,500} h/a, assuming that the load is distrib-
uted evenly along the line. The calculations were made for main
lines made of three 120 mm? aluminum cables (XUHAKXS), over-
head 70 mm? AAsXSn lines (PAS), and an overhead AL1/12-ST1A
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Fig. 4. Histogram of current inflows to MV grids of two operators

line (ACSR). The construction costs and fixed operating costs
were adopted according to data provided by a distribution grid
operator. In the capital expenditure calculations the costs were
neglected of overhead lines'branches to transformer substations,
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and of cable lines’ connectors. The lines’ 35-year life was assumed
(capital costs were spread over the period). The unit cost of power
and energy losses and the discount rate were adopted as in the
transformer replacement exercise.

Fig. 2 shows the dependence of the unit transfer cost compo-
nents calculated for PAS and cable lines on the line current inflow
for peak power usage time T, = 3500 h/a.

The unit total costs of energy transfer in PAS and cable lines are
minimal at current inflows ca. 200 A and over 400 A, respectively,
the later beyond the continuous current carrying capacity.

Fig. 3 shows graphs of unit cost of power transmission as a func-
tion of the current inflows to the main line for comparable
types of lines and, additionally, for the ACSR main line. The unit
costs were calculated assuming increased fixed operating costs
(periodic occurrences were taken into account of catastrophic
weather conditions that cause arise in the average annual opera-
tional costs by 85,000 PLN).

It may be concluded from the graphs in Fig. 3 that at a current
above 280 A the cost of transmission in the cable line would be
lower than that in the overhead ACSR line, and with the increased
costs of failure at 200 A load. The unit cost of transmission in
the cable line would be lower than in the PAS line type only at
ca. 300 A load, which is beyond its continuous current carrying
capacity. The calculations show that the PAS line is better than
the ACSR line in the entire load range.

It should be noted that for smaller current in flows to the line unit
cost differences are significant. At 100 A current of the unit cost
of transmission in the cable line is by ca. 70% higher than in the
PAS line, and at 50 A current by ca. 90% higher.

Fig. 4 shows a histogram of the currents inflows to MV circuits
in the lines’ supplying substations at peak loads in the grids of
two DSOs. The data relate to 639 circuits in the grid of DSO A and
350 circuits in the grid of DSO B. Fig. 4 shows that in the grids of
DSO A and DSO B more than 80% and nearly 75%, respectively,
of the current inflows to MV circuits amount to 0-50 A. It should
be added, however, that smaller currents mainly flow into rela-
tively short circuits directly supplying moderate industrial loads.
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Efektywnos¢ dystrybucji energii elektrycznej

elektroenergetyczne sieci rozdzielcze, rachunek kosztow, efektywnos¢ dystrybucii energii elektrycznej

Streszczenie

W artykule rozwazono wybrane zagadnienia z zakresu rachunku kosztéw oraz sposobéw wykorzystywanych do oceny efektywnosci
w elektroenergetyce. Przedstawiono wyniki analizy efektywnosci wymiany transformatoréw dystrybucyjnych SN/nn oraz poréw-
nano jednostkowe koszty przesylania energii, przy wykorzystaniu réznych typow linii sredniego napigcia. Wyniki obliczen potwier-
dzaja oplacalnos¢ wymiany transformatoréw wyprodukowanych przed 1975 rokiem. Wymiana transformatoréw wyprodukowa-
nych po 1975 roku - tylko w celu ograniczenia strat energii — nie znajduje uzasadnienia ekonomicznego. Jesli chodzi o przesytanie
energii w terenowych sieciach rozdzielczych, to zasadne jest bardziej powszechne wykorzystywanie linii typu PAS. Kablowanie tych
sieci przy obecnych zasadach naliczania bonifikat za przekroczenie dopuszczalnych czaséw przerw w zasilaniu nie jest optacalne,
nawet na terenach szczegélnie narazonych na wystepowanie katastrofalnego oblodzenia przewodow.

Wprowadzenie

Jednym z gtéwnych celéw polityki energe-
tycznej Polski jest poprawa efektywnosci
energetycznej [5]. W tym dokumencie
jako jeden ze $rodkéw do osiggniecia tego
celu wymienia si¢ zwigkszenie sprawnosci
wytwarzania energii elektrycznej oraz ogra-
niczenie strat energii w sieciach przesyto-
wych i dystrybucyjnych. Ograniczenie strat
w sieciach ma by¢ osiggniete m.in. poprzez
budowe nowej i modernizacje istniejacej
infrastruktury sieciowej oraz wymiang
transformatorow o niskiej sprawnosci.
Roéwniez przepisy Unii Europejskiej narzu-
caja konieczno$¢ podejmowania dziatan
majacych na celu poprawe sprawnosci
energetycznej. Rozporzadzenie Komisji
Unii Europejskiej nr 548/2014 z 21 maja
2014 roku [6] wprowadza ograniczenie
maksymalnego poziomu strat jalowych
i obcigzeniowych w nowo instalowa-
nych transformatorach energetycznych.
Z rozporzadzenia wynika, ze od 1 lipca
2015 roku jest instalowanie transforma-
toréw klasy AoCk, a od 1 lipca 2021 roku
transformatoréw o stratach stanu jatowego
zmniejszonych o 10% w stosunku do klasy
Ao i stratach obcigzeniowych klasy Ak.
Operatorzy sieci dystrybucyjnych (OSD)
od wielu lat realizuja programy ograni-
czania strat. Programy te obejmuja zaréwno
inwestycyjne, jak i bezinwestycyjne metody
ograniczania strat w sieciach. Obie grupy
metod wymagaja poniesienia okreslonych
kosztéw, z tg roznicy, ze w wyniku dziatan
bezinwestycyjnych nie powstaja nowe
$rodki trwale i poniesione wydatki mozna
zakwalifikowaé do kosztéw eksploatacyj-
nych. Do najbardziej popularnych obecnie
inwestycyjnych metod ograniczania strat
nalezg: kompensacja mocy biernej biegu
jalowego transformatoréw SN/nn, wymiana
starych transformatoréw o duzych stratach
na nowe, a takze modernizacja istniejacych
oraz budowa nowych linii i stacji elektro-
energetycznych. Zagadnienia efektywnosci
kompensacji mocy biernej w sieciach
rozdzielczych przedstawiono m.in. w [2, 7].
Realizacja podejmowanych dziatan wymaga
poniesienia okres$lonych (czesto bardzo

duzych) naktadéw inwestycyjnych, dlatego
tez kazda decyzja o wydatkowaniu $rodkow
na realizacje inwestycji w elektroenerge-
tyce powinna by¢ poprzedzona wnikliwa
analizg techniczng i ekonomiczng.
Analiza techniczna obejmuje m.in.
wlasciwy dobor urzadzen (obcigzalnosé,
szeroko pojete bezpieczenstwo, wplyw
na $rodowisko), a takze ocene wplywu
inwestycji na poziom strat i jako§¢
energii elektrycznej. Wykonanie takich
analiz nie nastrecza obecnie wigkszych
probleméw, za wyjatkiem oceny wplywu
inwestycji na poziom strat i jako$¢ energii
w sieciach dystrybucyjnych $redniego
i niskiego napiecia. Obliczenia dla tych
sieci, ze wzgledu na niedostatek infor-
macji pomiarowych dotyczacych obcig-
zenia, wykonywane sa przy wykorzystaniu
réznych zalozen dotyczacych obciazenia,
ktére sa przyczyna znacznych bledow
(zaréwno niedoszacowanie, jak i zawyzenie
efektow). Do oceny efektywnosci ekono-
micznej wykorzystuje si¢ rézne metody,
przy czym wybor metody zalezy od fazy
procesu decyzyjnego, wielkosci przedsie-
wziecia oraz okresu analizy.

Rachunek kosztow w elektroenergetyce

Do oceny i poréwnania réznych wariantow
rozwigzan technicznych w elektroener-
getyce dosy¢ powszechnie wykorzystuje
si¢ rachunek kosztéw rocznych [3, 3].
Pod pojeciem ,koszt roczny” rozumie si¢
sume kosztow ponoszonych w ciggu roku
w zwiazku z eksploatacja pojedynczego
obiektu (linia, transformator, stacja) lub
grupy polaczonych funkcjonalnie obiektow
(np. sie¢ elektroenergetyczna na pewnym
obszarze). Najogdlniej sktadniki kosztow
rocznych K, mozna podzieli¢ na dwie grupy,
tj.: koszty kapitalowe Kj oraz koszty eksplo-
atacyjne (operacyjne) K.

Kr =Kk +Ke (1)

Koszty kapitalowe stanowig zwrot kapitatu
zaangazowanego w realizacje inwestycji
wraz z jego oprocentowaniem (amorty-
zacja + akumulacja). Koszty te oblicza si¢

z zaleznosci:
K k= }’rr 0 K I (2)

gdzie:

K; - naklady inwestycyjne poniesione
na realizacje inwestycji, 7,,, — rata kapitatowa
(wspolczynnik wycofania kapitatu):

_ p(t+p)t
(1+ p)Ne -1

przy czym:
P - stopa oprocentowania kapitalu wyrazona
w postaci utamka dziesietnego, N, — okres
wycofania kapitalu (okres amortyzacji).
Koszty eksploatacyjne sa suma kosztow
eksploatacyjnych statych K,;, zmiennych K,,
oraz zawodnosci K. Na roczne koszty stale
eksploatacji obiektow elektroenergetycz-
nych, takich jak linie, stacje itp., sktadaja
sie koszty ogolne, koszty remontéw oraz
koszty osobowe ruchu. W przypadku oceny
nowych inwestycji oblicza si¢ je jako pewien
procent od wartosci inwestycyjnej obiektu:
Kes = K] (l"

adm

(©)

rr

+7 +rrem) KI es (4)

gdzie:

Taam — Stawka odpisu na koszty ogdlne,
Trem — Stawka odpisu na koszty remontdw,
ror — Stawka odpisu na koszty osobowe
ruchu.

Roczne koszty eksploatacyjne zmienne
elementéw sieci (linia, transformator) sg
to koszty strat mocy i energii w tych elemen-
tach. Koszty te oblicza si¢ z zaleznosci:

ez:6s'kP'APs+kE'AEr (©)

gdzie:

AP, - maksymalne (szczytowe) straty mocy
w elemencie sieci, AE, - roczne straty
energii w elemencie sieci, kp — jednostkowy
koszt strat mocy, §; — wspolczynnik udzialu
w szczycie obcigzenia (wobec braku danych
pomiarowych, w praktyce dla sieci rozdziel-
czych czesto przyjmuje sie warto$é §s = 1),
kg - jednostkowy koszt zakupu energii
na pokrycie strat.
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Do kosztéw zawodno$ci, w przypadku
przedsigbiorstw sieciowych, zalicza si¢
koszty napraw awaryjnych uszkodzonych
elementow sieci, utracone oplaty przesy-
towe oraz koszty bonifikat i upustow udzie-
lanych odbiorcom, ktdre sa naliczane tylko
w przypadku przekroczenia dopuszczalnych
czasOw przerw w zasilaniu. Przy poréwny-
waniu wariantéw, ktdre nie r6znia sie pod
wzgledem awaryjnosci, koszty te sa pomi-
jane. W przypadku, gdy analiza obejmuje
dluzsze okresy czasu, a ponoszone koszty
oraz uzyskiwane efekty sa rézne w poszcze-
golnych latach, wowczas sprowadza sig¢ je
do poréwnywalnosci, stosujac rachunek
dyskonta.

Efektywnos¢
Stowo ,efektywno$¢” (tac. effectivus -
skuteczny) stalo si¢ w ostatnich latach
nieomal stowem kluczem w réznych wysta-
pieniach i publikacjach dotyczacych szeroko
pojetej gospodarki. Jest ono najczesciej
uzywane do okre$lenia sytuacji, w ktorej
uzyskanie zagdanych efektow lub wynikow
wymaga poswiecenia minimalnych srodkéw
(nakladow, czasu, wysitku lub umiejetnosci).
Wedlug ekonomistow efektywnos¢ jest
to wynik podjetych dziatan, okreslony przez
relacje uzyskanych efektow do nakladéw
poniesionych na ich realizacje. Liczbowo
efektywno$¢ mozna wyrazi¢ w postaci
réznych wskaznikow [1]:
 zysk bezwzgledny stanowiacy réznice
pomiedzy efektami i naktadami:
Z=E-N (6)
o zysk wzgledny przypadajacy na jednostke
poniesionych naktadow:

Z_E-N @)

N N

Z =

o sprawno$¢ jako stosunek efektow
do poniesionych naktadéw:

n=— (8)

N

o jednostkowy koszt uzyskania efektu:

w ktorych:

E - efekt (wynik) podjetych dziatan,
N - nakfady poniesione na realizacje dziatan.
W wyrazeniach 6-9 - zaréwno naktady, jak
i efekty sa zazwyczaj wyrazone w jednost-
kach monetarnych. W niektérych sytu-
acjach, gdy okreélenie efektéw w jednost-
kach monetarnych jest niemozliwe, efekty
mozna réwniez wyrazi¢ w jednostkach
naturalnych, np.: gdy celem podjetych
dzialan jest ograniczenie odchylen napiecia
w sieci, wowczas efekty mozna wyrazic¢ jako
pierwiastek z sumy kwadratow odchylen
napigcia w 10-minutowych interwatach
czasu. Gdy celem dzialan jest ograniczenie
strat energii, przeliczenie efektow w postaci
iloéci zaoszczedzonej energii na jednostki
monetarne nie stanowi problemu, jednak
dzielac poniesione nakltady przez wielkos§¢
ograniczenia, otrzymuje si¢ jednostkowy
koszt ograniczania strat.

W elektroenergetyce do oceny efektyw-
nosci ekonomicznej wykorzystuje sie rozne
metody, przy czym wybor metody zalezy
od fazy procesu decyzyjnego, wielkosci
przedsiewzigcia oraz okresu analizy. Metody
te mozna podzieli¢ na dwie grupy: statyczne
i dynamiczne. Do metod statycznych zalicza
sie metody polegajace na okreéleniu: okresu
zwrotu nakladéw inwestycyjnych, stopy
zwrotu nakladéw inwestycyjnych lub stopy
zwrotu kapitalu wlasnego. Metody dyna-
miczne polegaja na okreéleniu: réwno-
waznego kosztu rocznego, réwnowaznego
kosztu jednostkowego, wartosci zaktuali-
zowanej netto, wewnetrznej stopy zwrotu
(prostej i zmodyfikowanej) oraz wskaznika
rentownosci.

Metody statyczne nie uwzgledniaja wptywu
czasu na warto$¢ pienigdza oraz zyskow
osigganych po okresie zwrotu nakfadéw
inwestycyjnych. W metodach dynamicz-
nych uwzglednia si¢ koszty (lub koszty
i przychody) w calym okresie realizacji
i eksploatacji inwestycji, sprowadzajac je,
przy wykorzystaniu rachunku dyskonta,
do wspdlnego momentu w czasie (roku
Zerowego).

Do najcze$ciej wykorzystywanych w elektro-
energetyce metod poréwnywania wariantoéw
rozwigzan nalezy metoda kosztow rocz-
nych, przy czym, gdy poréwnywane
warianty r6znig sie¢ ponoszonymi w kolej-
nych latach kosztami i/lub uzyskiwanymi

jednostkowych. Réwnowazne koszty roczne
oblicza sie z zaleznosci:

ﬁK,t (1+p)”

K _ t=1

Tekw (10)

(1+p)_t

M=

~
Il

natomiast rownowazne koszty jednostkowe
z zaleznosci:

g:K y (l +p)_t

t=1

Ketow = an
—t
ZE % (1 + p)
t=1
w ktorych:
K~ koszty poniesione w roku t, E, - - efekty

uzyskane w roku t.

Zaréwno metoda kosztow rocznych, jak
i metoda kosztow jednostkowych nie daja
informacji o efektywnosci (zyskownosci)
zainwestowanego kapitalu. Do tego celu
mozna wykorzysta¢ metode wskaznika
wartosci zaktualizowanej netto NPVR.
Wskaznik ten oblicza si¢ jako iloraz warto$ci
zaktualizowanej netto NPV przez sume¢
nakfadéw inwestycyjnych zdyskontowanych
na rok rozpoczecia inwestycji:

NPVR _L
ZKI, (1+ P)
X —t
Z;(CI,—CO[)(1+p) (12)
= - -
2K, (1+p)
=
gdzie:

K,; - naklady inwestycyjne poniesione
w roku t, NPV - warto$¢ zaktualizowana
netto, CI; — wplywy pieni¢zne (przychody)
uzyskane w roku f, CO; - wydatki pienigzne
poniesione w roku # N — okres obliczeniowy
(okres budowy + okres eksploatacji).

Wskaznik NPVR informuje, jaki zysk
w calym analizowanym okresie przynosi

kj=— (9) etektami, wykorzystuje si¢ metode rowno-  kazda zainwestowana jednostka monetarna.
E waznych (ekwiwalentnych) kosztow rocz-
nych lub metode réwnowaznych kosztow
e D
100 495 2300 260 1600 130 1250 180 1475 13700
160 700 3300 400 2250 189 1750 260 2000 18130
250 970 4700 520 3000 270 2350 360 2750 19 800
400 1390 6000 750 4250 387 3250 520 3850 25450
630 1950 9450 970 6100 540 4600 680 5600 35600
A J

Tab. 1. Znamionowe straty stanu jatowego i obcigzeniowe wybranych transformatoréw olejowych o gérnym napigciu < 24 kV
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Rys. 1. Jednostkowe koszty transformacji dla czasu wykorzystania mocy szczytowej T = 4500 h/a

Efektywnos$¢ wymiany transformatorow
W ramach Programu Operacyjnego
»Infrastruktura i srodowisko 2007-2013,
dzialanie 9.2 ,Efektywna dystrybucja
energii’, operatorzy sieci dystrybucyjnych
w Polsce dokonali wymiany blisko 2 tys. sztuk
transformatoréw SN/nn. Transformatory
zostaly zastapione transformatorami klasy
BoBk o takiej samej lub (w przypadku trans-
formatoréw nietypowych) poréwnywalnej
mocy znamionowej. Wybrane parametry
znamionowe 3-fazowych transformatoréw
olejowych produkowanych przed i po 1975
roku, transformatoréw klasy BoBk oraz
transformatoréw ze zmniejszonymi o 10%
(w stosunku do klasy AoAk) stratami stanu
jatowego zestawiono w tab. 1. W tabeli
podano tez srednie ceny transformatoréw
klasy BoBk. Transformatory klasy AoAk s
0 ok. 18% drozsze od transformatoréw klasy
BoBk i o blisko 60% drozsze od obecnie
eksploatowanych w polskich sieciach trans-
formatoréw zblizonych do klasy DoCk.

W celu oceny efektywnos$ci ekonomicznej
wymiany transformatoréw wykonano obli-
czenia jednostkowych kosztéw transfor-
magji dla réznych czaséw trwania obcig-
zenia szczytowego w zaleznosci od stopnia
obcigzenia transformatora. Do obliczen
przyjeto cene energii na pokrycie strat
kg = 250 z{/ MWh, jednostkowy koszt
mocy kp = 115 z}/kW/a, okres analizy
N, = 20 lat, stope dyskontowa p = 0,08 (8%),
wspoélczynnik odpisu na koszty eksploata-
cyjne stale k,; = 0,045 (koszty eksploatacyjne
stale transformatoréw istniejacych obli-
czono na podstawie cen nowych transfor-
mator6éw), koszt wymiany transformatora

Kyym = 4400 zl/szt. Obliczenia wykonano
dla transformatoréw o mocach S, = {100,
160, 250, 400} kVA i czasach wykorzystania
mocy maksymalnej T; = {2500, 3500, 4500}
h/a, przy wspotczynniku mocy cose = 0,93.
W odniesieniu do istniejacych transforma-
toréw zatozono, ze s one zamortyzowane,
dlatego w obliczeniach pomini¢to koszty
kapitafowe tych transformatoréw.

Zalezno$¢ jednostkowych kosztéw transfor-
macji w funkgji stopnia obcigzenia trans-
formatora dla czasu T = 4500 h/a pokazano
narys. 1.

Z wykresow pokazanych na rys. 1 wynika,
ze tylko w przypadku wymiany trans-
formatoréw wyprodukowanych przed
1975 rokiem nastgpi obnizenie jednostko-
wych kosztow transformacji, gdy stopien
obcigzenia transformatoréw jest wysoki
(powyzej 80%, a dla transformatora o mocy
400 kVA powyzej 40%). Wymiana transfor-
matora wyprodukowanego po 1975 roku
bylaby optacalna tylko w przypadku trans-
formatora o mocy 400 kVA, obciazonego co
najmniej w 90%.

W przypadku transformatora o mocy
400 kVA wyprodukowanego przed 1975
rokiem wymiana bylaby réwniez oplacalna
dla czasu T; = 3500 h/a przy obcigzeniu
powyzej 60%, a dla T; = 2500 h/a przy
obcigzeniu powyzej 80% mocy znamio-
nowej. Transformator o mocy 160 kVA
oplacaloby sie wymieni¢ przy czasie
T; = 3500 h/a i obcigzeniu powyzej 90%.
Nalezy tu doda¢, ze przecietny stopien obcig-
zenia transformatoréw w sieciach dystry-
bucyjnych miesci sie w przedziale 40-60%,
a czasy wykorzystania mocy szczytowej

w sieciach terenowych s3 znacznie nizsze
(20003500 h/a).

Uwzglednienie dotacji w wysokosci 30%
catkowitych kosztéw wymiany powoduje,
ze wymiana transformatoréw wyproduko-
wanych przed 1975 rokiem staje si¢ opla-
calna rowniez przy krétszych czasach wyko-
rzystania mocy maksymalnej i mniejszym
stopniu obcigzenia. W przypadku transfor-
matoréw wyprodukowanych p