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Предложен алгоритм выбора сечения деления электрической сети, представляющий собой основу 
для реализации централизованной автоматики ликвидации асинхронного режима. Работа алгоритма 
построена на обработке данных о доаварийном режиме и аварийном процессе, собираемых на уровне 
диспетчерского центра, с использованием теории графов, кластерного анализа и оценки взаимного 
движения роторов генераторов. Результаты тестирования алгоритма на схеме реальной энергосистемы 
подтверждают его эффективность и демонстрируют возможность сокращения времени ликвидации 
асинхронного режима и снижения небалансов в отделившихся частях энергосистемы по сравнению 
с действиями локальных устройств автоматики ликвидации асинхронного режима.
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Введение
Возникновение ненормативных воз-
мущений, а  также неправильная 
работа релейной защиты и  проти-
воаварийной автоматики в  крупных 
энергосистемах (ЭС) могут приводить 
к  потере синхронизма между частя-
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ми энергообъединений  — событию 
довольно редкому, однако имею-
щему тяжелые последствия, всегда 
связанные с  отключением большого 
числа потребителей. Так, в Бразилии 
(2023  г.) [1] в  результате нескоорди-
нированной работы устройств авто-

РЕЗУЛЬТАТЫ СРАБАТЫВАНИЯ УСТРОЙСТВ АЛАР В ЕЭС РОССИИ

Год
Общее количество 

действий

В том числе «Правильно» В том числе «Неправильно»

абс. % абс. %

2024 18 10 55,5 8 44,5

2023 25 21 84 4 16

2022 8 3 37,5 5 62,5

Всего 51 34 66,7 17 33,3

матики ликвидации асинхронного 
режима (АЛАР) было ускорено раз-
витие аварии, что привело к  блэка-
уту во  всей северной части энерго-
системы страны. В  Турции (2015  г.) 
[2] из-за неисправности устройств 
продольной компенсации реактив-
ной мощности и  неправильной на-
стройки устройств противоаварий-
ной автоматики (ПА) было выполнено 
несбалансированное деление элек-
трической сети (ДС) при ликвидации 
АР, в результате чего 70 млн человек 
оказались без энергоснабжения. 
В  Европе (2006  г.) [3] в  результате 
ошибок оператора системы распре-
деления электроэнергии был пре-
вышен переток активной мощности 
по линии электропередачи, что при-
вело к АР и делению европейской ЭС 
на  три независимые части с  отклю-
чением от  энергоснабжения более 
15 млн потребителей. В США (2003 г.) 
[4] отсутствие координации действий 
устройств релейной защиты и  авто-
матики разных классов напряжения 
привело к каскадному развитию ава-
рии и блэкауту в части ЭС.

Представленный выше не  исчерпы-
вающий список аварий в  энерго-
системах различных стран показы-
вает важность развития систем ПА. 
С  учетом высоких темпов развития 
энергетической инфраструктуры [5] 
и появления новых видов генерации 
и потребления целесообразно посто-
янное совершенствование алгорит-
мов ПА для обеспечения их надежно-
сти в  условиях растущей сложности 
энергосистем. Кроме того, согласно 
статистическим данным за последние 
шесть лет [6], наблюдается рост ча-
стоты возникновения нарушений син-
хронной работы энергосистем, входя-
щих в состав ЕЭС России (рис. 1). 

Обобщив показатели работы устройств 
АЛАР за  последние три года, мож-
но видеть, что их результативность 
составляет 66,7 % (см.  таблицу). Этот 
факт также указывает на актуальность 
задачи повышения надежности и се-
лективности АЛАР.

Установленные в  энергосистемах 
устройства АЛАР имеют значимое 
технологическое ограничение  — 
принципы их работы основаны на ис-
пользовании только локальных изме-
рений, что не  позволяет выполнить 
комплексную оценку условий работы 
энергосистемы в  целом. Управляю-
щие воздействия таких устройств, 
включающие отключение ЛЭП с обе-
их сторон или отделение генераторов, 
выпавших из синхронизма, реализу-
ются в  сетях 220  кВ и  выше только 
в  случае выявления электрического 
центра качаний в пределах защища-
емого участка. Кроме того, коорди-

нация между устройствами разных 
классов напряжения осуществляется 
исключительно за  счет задания вы-
держек времени на  срабатывание, 
что не  всегда позволяет обеспечить 
селективность и  может приводить 
к каскадному развитию аварий с от-
ключением большого числа потре-
бителей. Это подтверждают резуль-
таты анализа аварий [2, 3]. При этом 
согласно [7] требования к  выбору 
сечений ДС включают в себя крите-
рий минимизации небаланса мощно-
сти. В связи с этим целесообразным 
представляется реализация центра-
лизованных систем ликвидации АР, 
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которые могли  бы обеспечить ком-
плексный анализ условий работы 
системы при динамическом пере-
ходе и  реализовать согласованные 
управляющие воздействия, форми-
рующие сечение деления системы 
в  соответствии с  заданными крите-
риями. В  свою очередь, это позво-
лит минимизировать риск избыточ-
ных отключений электроустановок 
потребителей, а  также предоставит 
возможность надежной ликвидации 
многочастотного АР.

В литературе широко представле-
но описание концепции WAMS (wide 
area monitoring system  — система 
мониторинга крупного энергорайона), 
основная идея которой заключается 
в  раннем выявлении возникающих 
возмущений [8]. Главным источником 
данных для WAMS являются устрой-
ства синхронизированных  векторных 
измерений (СВИ), выполняющие из-
мерения с  дискретностью до  20  мс, 
что позволяет обеспечить высокую 
степень наблюдаемости ЭС в  тем-
пе протекания электромеханических 
переходных процессов. Развитием 
данной системы является WAMPAC 
(wide area monitoring, protection and 
control  — система мониторинга, за-
щиты и управления для крупных энер-
горайонов), включающая подсистему 
WAPS (wide area protection system), 
способную выполнять различные за-
щитные функции: ограничение сни-
жения частоты, ограничение перетока 
мощности по  сечению, ограничение 
повышения напряжения, регулиро-
вание мощности генерации, а  также 
ликвидацию асинхронного режима 
[9]. Однако примеры практического 
применения указанной системы от-
сутствуют, а  исследования функции 
ликвидации АР, проводимые на  тес- 
товых схемах малой размерности [10, 
11], не дают представления об успеш-
ности ее реализации в масштабах ре-
альных энергосистем, которые могут 
состоять из сотен узлов и ветвей.

Несмотря на  отсутствие примеров 
внедрения WAPS, описаны различ-

ные подходы к решению задачи цен-
трализованного поиска сечения ДС. 
В частности, описаны методы, осно-
ванные на  построении упорядочен-
ной бинарной диаграммы решений 
[12–14], анализе медленной коге-
рентности [15, 16], а также на реше-
нии задачи смешанного целочислен-
ного программирования [17, 18].

Время наступления АР может состав-
лять менее 1000 мс от момента воз-
никновения возмущения. При этом 
для решения задачи ликвидации 
АР, помимо времени определения 
сечения ДС, необходимо учитывать 
время, затрачиваемое на идентифи-
кацию АР, определение групп коге-
рентных генераторов (ГКГ), и  время 
на  передачу аварийных сигналов 
и  команд ПА, максимальное значе-
ние которого может составлять 50 мс 
[19]. Важно отметить, что при выбо-
ре месторасположения централизо-
ванной АЛАР необходимо учитывать 
требования ко  времени передачи 
аварийных сигналов и  команд ПА, 
описанные в стандарте [19].

Среди представленных работ наи-
лучший результат показало смешан-
ное целочисленное программирова-
ние [17], время выполнения которого 
составило 550  мс для 118‑узловой 
тестовой схемы  IEEE. Однако раз-
меры реальных ЭС могут значитель-
но превышать 118  узлов. Поэтому 
для практической реализации цен-
трализованной АЛАР при разработ-
ке алгоритмических и  программных 
решений необходимо обеспечить 
выбор сечения ДС за время, не пре-
вышающее нескольких десятков 
миллисекунд.

Авторами разработан алгоритм по-
иска сечения ДС, обеспечивающий 
указанные требования. Он состоит 
из трех этапов. На первых двух эта-
пах выполняются наиболее слож-
ные и  ресурсоемкие вычисления, 
что позволяет обеспечить высокое 
быстродействие на  третьем этапе 
в  режиме реального времени по-

сле момента возникновения воз-
мущения в  ЭС. Подробно предло-
женный авторами алгоритм описан 
во  втором разделе данной статьи. 
В  третьем разделе представлены 
результаты тестирования программ-
ной реализации алгоритмов поис-
ка сечения ДС на  примере моде-
лирования реальной аварийной 
ситуации, произошедшей в  ЕЭС 
России в  2024  году. Тестирование 
выполнялось на  основе схемы ре-
альной энергосистемы, состоящей 
из 389 узлов и 517 ветвей.

Для прогнозирования АР при тес- 
тировании использовался подход, 
основанный на оценке центра инер-
ции системы [20]. Он заключается 
в  определении факта нарушения 
динамической устойчивости посред-
ством оценки отклонения значений 
фазовых углов векторов напряжений 
генераторных узлов от  угла вектора 
напряжения в  центре инерции си-
стемы. При превышении некоторого 
порогового значения этого отклоне-
ния запускается процесс определе-
ния ГКГ. Для сокращения времени 
идентификации АР рекомендуется 
выбирать месторасположение цен-
трализованной АЛАР таким образом, 
чтобы время на  передачу данных 
СВИ не превышало времени переда-
чи аварийных сигналов.

Для определения ГКГ предлагается 
использовать алгоритм кластериза-
ции на  основе плотности (density-
based spatial clustering of applications 
with noise, DBSCAN) [21]. Его преиму-
ществом является то, что он не требу-
ет указания числа кластеров данных. 
После определения ГКГ запускается 
процесс выбора сечения деления си-
стемы.

Алгоритм деления 
энергосистемы

Предлагаемый алгоритм идентифи-
кации сечения ДС требует формиро-
вания специализированной модели 
данных на основе параметров схемы 

электроэнергетической системы, по-
лучаемых из  расчетной или инфор-
мационной модели, включая:

–	 перечень узлов (электростанции, 
подстанции, распределительные 
устройства, системы шин) с указа-
нием номинальных напряжений, 
коэффициентов крутизны стати-
ческой характеристики агрегатов 
и  коэффициентов регулирующего 
эффекта нагрузки;

–	 совокупность ветвей (линии элек-
тропередачи, трансформаторные 
связи, коммутационные аппара-
ты) и их сопротивления.

Расчетные и  информационные мо-
дели, на основе которых выполняет-
ся автоматизированное построение 
модели данных, могут быть получены 
из  любых программных комплексов, 
предназначенных для моделирова-
ния объектов электроэнергетики. 
В ходе разработки и апробации алго-
ритма авторы использовали расчет-
ную модель, реализованную в  про-
граммном комплексе RUSTab.

На рис. 2 представлена структура ал-
горитма. Для обеспечения высокого 
быстродействия она включает в себя 
три этапа, которые подробно описаны 
далее.

I этап
Формирование модели данных в виде 
графа осуществляется на основе схе-
мы ЭС. Модель включает в себя сово-
купность узлов и ветвей (вершин v є V 
и ребер e є E) и дополнена специали-
зированными элементами:

–	 объектами типа цепочка r є R, 
представляющими собой упоря-
доченные наборы ветвей;

–	 объектами типа связь с є С, отра-
жающими наличие хотя бы одной 
соединяющей цепочки между па-
рой узлов.

Данная модель формируется для кон-
кретной ЭС и актуализируется с уче-
том изменений состава оборудова-

СТРУКТУРНАЯ СХЕМА АЛГОРИТМА

Рис. 2 

ДИАГРАММА КЛАССОВ

Рис. 3

ния (ввод/вывод из  эксплуатации), 
модификации параметров (напри-
мер, изменение сопротивления ЛЭП 
при замене провода), а  также иных 
факторов, оказывающих влияние 
на ее топологию и режимные харак-
теристики.

На рис.  3  представлена диаграмма 
классов, иллюстрирующая реализа-
цию предложенного алгоритма и свя-
зи между объектами модели данных 
в его основе. Мультипликаторы (чис-
ловые обозначения) на  ассоциатив-
ных связях классов определяют до-
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пустимую кардинальность отношений 
(количество ассоциированных экзем-
пляров классов). Например, связь 1..* 
между классами «Вершина» и  «Ре-
бро» указывает, что каждая вершина 
должна быть инцидентна как мини-
мум одному ребру (непосредственно 
связана с ним), при этом количество 
смежных ребер не ограничено.

На рис.  4  продемонстрировано при-
менение объектов модели для ана-
лиза связности множества узлов, 
осуществляемого на  последующем 
этапе, выполняемом в  режиме ре-
ального времени, для определения 
сечения деления системы.

Из представленных диаграмм видно, 
что две вершины могут иметь между 
собой связь, которая состоит из  мно-
жества цепочек. Каждая такая цепоч-
ка представляет собой упорядоченную 
последовательность ребер, соединя-
ющих смежные узлы графа. Электри-
ческая близость узлов, соединенных 
цепочкой, количественно выражается 
через ее характеристику «вес», кото-
рая вычисляется как суммарное со-
противление всех ребер, входящих 
в  состав данной цепочки. Сопротив-
ления ветвей разных классов напря-
жения приводятся к одной ступени на-
пряжения по средним коэффициентам 
трансформации и переводятся в отно-

сительные единицы с использованием 
следующих формул [22]:
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В качестве базисного напряжения 
и в качестве ступени напряжения Uб, 
к которому выполняется приведение, 
используется наибольшее номиналь-
ное напряжение сети. 

В формулах Zб означает базисное со-
противление, Ом; 
Sб  — базисная мощность (МВА)  — 
наибольшее из значений номиналь-
ных мощностей генераторов ЭС; 
Z*j

(б) — приведенное к одной ступени 
напряжения сопротивление вет- 
ви, о. е.; 
Zj — сопротивление ветви j; 
kср1, kср2,..., kсрn — средние коэффици-
енты трансформации.

Вес связи указывает на  степень 
связности двух узлов и определяется 
по следующей формуле:
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где k — число цепей между узлами vi 
и vj; 
I — число ветвей, входящих в цепоч-
ку r; 
Z*i, r

(б) — приведенное к одной ступени 
напряжения сопротивление i-й ветви 
цепи r. 

В  реальной энергосистеме между 
каждой парой узлов может быть мно-
жество цепочек. Связи каждого узла 
упорядочиваются по  значению τij. 
Этот список используется при уточ-
нении связности узлов на  втором 
и третьем этапах.

II этап
Периодическая актуализация па-
раметров режима в  модели данных 
на основе телеметрии, включая:

–	 телеизмерения генерируемой  
Pi,ген и потребляемой Pi,наг активной 
мощности и напряжений в узлах Ui,

–	 телесигналы для определения со-
стояния узлов и ветвей.

Для работы алгоритма используется 
телеметрия, прошедшая достовери-
зацию. Суммарное время на  пере-
дачу телеметрической информации 
в систему не должно превышать 1 с 
аналогично требованиям к  АПНУ 
[19]. Актуализация параметров мо-
дели осуществляется по  изменению 
значений телеметрии.

Фактические значения напряжений 
Ui приводятся к  одной ступени на-
пряжения в о. е.:
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Процедура актуализации модели 
включает в  себя уточнение переч-
ня связей между узлами и  пересчет 
показателей связности τij на  основе 
данных о состоянии коммутационных 
аппаратов. Непрерывная актуализа-
ция данных по  обновлению обеспе-
чивает снижение временных затрат 

на  обновление параметров модели 
при возникновении возмущающих 
воздействий на  III этапе. Указанный 
подход позволяет обеспечить выпол-
нение требований к быстродействию 
при расчете в реальном времени.

III этап
В режиме реального времени выпол-
няется уточнение модели на  основе 
аварийных сигналов от  устройств 
фиксации отключения и  фиксации 
состояния линий электропередачи, 
электросетевого и  генерирующего 
оборудования, затем осуществляют-
ся определение ГКГ на  основе дан-
ных СВИ и запуск алгоритма поиска 
сечения ДС.

Процесс идентификации сечения ДС 
активируется при выявлении призна-
ков потери динамической устойчиво-
сти ЭС. Критерием запуска служит 
превышение допустимых отклонений 
углов напряжений генераторных уз-
лов относительно угла вектора на-
пряжения центра инерции системы 
δc, определяемого по формуле:
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где NG — количество генераторов ЭС; 
δj — угол напряжения на выводах ге-
нератора j; 
Pj — активная мощность генератора 
в узле j; 
δj и Pj оцениваются на основании он-
лайн-данных СВИ. 

Затем для каждого генератора опре-
деляется отклонение Δδj:

Δδj = δj – δc.		   (7)

При превышении установленного 
порогового значения δ*B запускает-
ся процесс накопления значения 
ΩB (при снижении ниже  δ*H – ΩH). На  
каждом шаге k вычислений текущее 
значение определяется согласно 
уравнению:

ΩB,k = ΩB,k–1 + (Δδk – Δδk–1).		   (8)

Когда накопленное значение ока-
зывается выше порогового Ω*B (или 
Ω*H), активируется процесс поиска 
сечения ДС. Определение порого-
вых значений параметров должно 
осуществляться на  основе анализа 
переходных процессов в ЭС при раз-
личных сценариях возмущений, спо-
собных привести к развитию АР. Кри-
терии выбора пороговых значений 
должны удовлетворять двум клю-
чевым требованиям: обеспечение 
ранней идентификации начала асин-
хронного хода и гарантированная от-
стройка от синхронных качаний.

Ключевой особенностью алгоритма 
является зависимость состава сече-
ния от  количества образовавшихся 
ГКГ, что обусловлено необходимостью 
обеспечения селективности проти-
воаварийного управления. В  связи 
с  существованием вероятности воз-
никновения многочастотного асин-
хронного хода число ГКГ заранее 
не известно, поэтому их идентифика-
ция требует применения алгоритмов 
кластерного анализа, не  требующих 
задания числа кластеров на  этапе 
инициализации. Авторами для это-
го используется алгоритм простран-

ственной кластеризации на  основе 
плотности (DBSCAN).

Когда факт потери динамической 
устойчивости идентифицирован и ГКГ 
определены, начинается процесс 
выбора сечения ДС, который состоит 
из  трех подэтапов, которые отобра-
жены на рис. 5. Далее разберем их 
подробно.

1. На  первом подэтапе алгоритма 
обеспечивается формирование ком-
понент связности (связных структур 
графа) для генераторов, относящихся 
к одной ГКГ, которые будем обозначать 
как CG = (V, E). Процедура выполняет-
ся на  основе оценки топологической 
связности генераторных узлов и  их 
принадлежности к конкретным ГКГ.

Два генератора gi, gj є V включаются 
в  одну компоненту CGp (p — индекс 
группы когерентности) при условии, 
что между ними есть связь cij є C и но-
мера их ГКГ совпадают pi = pj = p. Изо-
лированные генераторы образуют от-
дельные компоненты.

Маршруты, которые проходят по цепоч-
кам rij, соединяющим узлы gi, gj є CGp, 
включают в  себя другие нагрузоч-
ные узлы {Ir}  V: {Ir}  {g} = Ø и ветви  
({er}  E). Они также включаются 
в компоненту {Ir, er}  CGp.

Для проверки удовлетворения кри-
териев деления системы на  третьем 
подэтапе необходимо иметь значения 
результирующего коэффициента кру-
тизны статической частотной харак-
теристики агрегатов ЭС kf Г (величина 
обратная коэффициенту статизма 1/kc)  

ДИАГРАММА ОБЪЕКТОВ

Рис. 4

Обеспечение связности 
генераторов внутри каждой ГКГ

Обеспечение принадлежности 
вершин компонентам связности

Выбор сечения ДС с учетом 
заданных критериев

УКРУПНЕННЫЙ АЛГОРИТМ ВЫБОРА СЕЧЕНИЯ ДС

Рис. 5



50 51

ЭЛЕКТРИЧЕСКИЕ СЕТИ Энергия единой сети №2 (77), 2025

и  результирующего коэффициента 
регулирующего эффекта нагрузки 
kfH  каждой части ЭС, определяемых 
по формулам [23]:
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,	 (10)

где n и m — количество генераторных  
и нагрузочных узлов соответственно; 
kf Гi  и PГi, ном  — соответственно коэф-
фициент крутизны статической ха-
рактеристики и  номинальная мощ-
ность генераторного узла; 
kf Hj и PH0j — коэффициент регулирую-
щего эффекта нагрузочного узла и его 
мощность в  режиме, предшествую-

щем моменту начала процесса изме-
нения частоты. Коэффициенты пере-
считываются при добавлении узла 
в компоненту связности (часть ЭС).

2. Далее осуществляется распреде-
ление нагрузочных узлов, не  вклю-
ченных в  компоненты связности 
на  предыдущем этапе {I}  V / {g} / 
{Ir}. Каждый несвязанный нагрузоч-
ный узел ассоциируется с компонен-
той, содержащей генераторный узел, 
с которым значение показателя связ-
ности наибольшее max(τi). В  состав 
компоненты дополнительно включа-
ются все промежуточные нагрузоч-
ные узлы и  ветви соединительных 
цепочек. При этом по  формуле (10) 
пересчитывается kf H части ЭС, в ко-
торую добавляется узел. По  завер-
шении распределения формируется 
множество ветвей, не  принадлежа-
щих ни одной компоненте ∄ CG: е є CG. 

Данное множество ветвей составляет 
сечение-кандидат для деления энер-
госистемы.

3. Поскольку первоначально сформи-
рованное сечение-кандидат может 
не  удовлетворять критериям разде-
ления энергосистемы, на  третьем 
подэтапе осуществляется его вали-
дация. В  рамках рассматриваемого 
алгоритма используется критерий 
минимизации небаланса активной 
мощности в  образовавшихся подси-
стемах. Основным критерием опре-
деления допустимого небаланса 
активной мощности является мак-
симальное отклонение по  частоте, 
которое не  приводило  бы к  работе 
АОСЧ (автоматика ограничения сни-
жения частоты) и  АОПЧ (автоматика 
ограничения повышения частоты), 
управляющими воздействиями кото-
рых являются отключение нагрузки 

и  отключение генератора соответ-
ственно. При определении допусти-
мого отклонения по  частоте важно 
учитывать коэффициенты крутизны 
статических характеристик нагруз-
ки по  частоте и  коэффициент ста-
тизма турбин генераторов, которые 
по формулам (9) и (10) определяются 
для каждой части ЭС. Допустимый 
небаланс активной мощности опре-
деляется по формуле:
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( )0Гномдоп НfГ fНP f k P k P∗∆ = ∆ + — относительное изменение 
частоты 
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  — суммарная 
номинальная мощность генераторов 
ЭС, МВт;
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 — суммарная мощ-
ность нагрузки ЭС, МВт.

В избыточной части ЭС 
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определяться отклонением частоты 
для срабатывания  первой ступени 
АОПЧ агрегата, которая может иметь 
значение от 51 Гц и выше. Если в этой 
части ЭС присутствуют АЭС, то откло-
нение не  должно превышать 50,5  Гц, 
так как допустимая длительность рабо-
ты атомных энергоблоков при большей 
частоте ограничивается всего 10 с.
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( )0Гномдоп НfГ fНP f k P k P∗∆ = ∆ + должна 
определяться отклонением частоты, 
приводящим к срабатыванию первых 
ступеней автоматической частотной 
разгрузки, которая может начинаться 
при 49 Гц и ниже.

Процедура уточнения включает сле-
дующие шаги:

–	 определение избыточных и  дефи-
цитных компонент связности (ча-
стей ЭС);

–	 выбор нагрузочных узлов для пе-
реноса из множества узлов, инци-
дентных ветвям сечения-кандида-
та, и  принадлежащих дефицитной 
компоненте;

–	 последовательный перенос уз-
лов из дефицитной в избыточную 
компоненту при выполнении ус-
ловия:

, (12) ( ), 0
1

N

Гi ном Н i доп
i

P P P
=

− ≤ ∆∑ ,	                (12)

где N — количество узлов компонен-
ты связности.

При каждом переносе узла по форму-
лам (9)–(11) выполняется актуализа-
ция допустимого небаланса активной 
мощности обоих частей ЭС, участву-
ющих в переносе.

Итерационный процесс уточнения 
сечения ДС завершается при дости-
жении баланса мощности по условию 
(12) во всех компонентах или исчер-
пании возможностей переноса.

Результаты тестирования 
программной реализации 
разработанного алгоритма

Вычислительные эксперименты 
проводились на  основе схемы ре-
альной ЭС, полученной из  динами-
ческой модели RUSTab и  содержа-
щей 389 узлов и 517 ветвей. Расчеты 
выполнены на  персональном ком-
пьютере с  характеристиками: Intel 
Core  i7–12700 2.11 ГГц, ОЗУ 31,7 Гб, 
процессор х64.

Исследуемый фрагмент схемы ре-
альной ЭС представлен на  рис.  6. 
Во  избежание раскрытия конфиден-
циальной информации наименования 
энергообъектов изменены. Представ-
ленный фрагмент схемы ЭС условно 
разделен на следующие части:

—	 Северо-Запад  — избыточный 
энергорайон, включающий в себя 
электростанции С‑1 и С‑2 с сум-
марной генерируемой мощно-
стью в  доаварийном режиме 
596  МВт и  связанный с  осталь-
ной ЭС по  ВЛ 220  кВ ПС‑15  — 
ПС‑12 с отпайкой на ПС‑14 и ВЛ 
220  кВ ПС‑15  — ПС‑13  с  отпай-
кой на  ПС‑14  с  суммарным пе-

ретоком в  доаварийном режиме 
216 МВт;

—	 Восток  — дефицитный энерго-
район, включающий в себя элек-
тростанции С‑4, С‑5 и С‑6 с сум-
марной генерируемой мощностью 
в  доаварийном режиме 105  МВт 
и  связанный с  остальной ЭС 
по двум цепям ВЛ 220 кВ ПС‑16 — 
ПС‑17  с  суммарным перетоком 
в доаварийном режиме 75,6 МВт;

–	 остальная часть ЭС.

Пунктирными линиями указаны 
цепочки из  подстанций и  ЛЭП, со-
единенных последовательно, ото-
бражение которых не  требуется 
для описания проводимых экспери-
ментов. Цветовая схема соответству-
ет правилам отображения технологи-
ческой информации [24].

Для демонстрации корректности 
работы алгоритма проведено три 
эксперимента. При тестировании 
не  учитывалось действие ПА, кро-
ме устройств АЛАР, установленных 
на ЛЭП.

1. Первый эксперимент основан 
на  реальной аварийной ситуации 
в  энергосистеме, произошедшей 
в 2024 году и приведшей к возник-
новению АР. На  схеме отображены 
ЛЭП, которые имели включенное со-
стояние на  момент возникновения 
аварийной ситуации. Авария нача-
лась с  возникновения однофазно-
го короткого замыкания (КЗ) на ВЛ 
220  кВ ПС‑2  — ПС‑1. В  результате 
некорректной работы устройств ре-
лейной защиты КЗ не было прекра-
щено отключением выключателей 
на ПС‑1 и ПС‑2 и перешло в двух-
фазное КЗ. Затем действием второй 
ступени дистанционной защиты 
были отключены обе цепи ВЛ 220 кВ 
С‑1  — ПС‑2. В  результате отделе-
ния двух подстанций произошло 
превышение предельного перето-
ка мощности в  сечении, включа-
ющем в  себя ВЛ 220  кВ ПС‑15  — 
ПС‑12  с  отпайкой на  ПС‑14  и  ВЛ 
220  кВ ПС‑15  — ПС‑13  с  отпайкой 

ФРАГМЕНТ СХЕМЫ РЕАЛЬНОЙ ЭНЕРГОСИСТЕМЫ

Рис. 6
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на ПС‑14. Это привело к возникно-
вению АР и, как следствие, к отклю-
чению ВЛ 220 кВ ПС‑12 — ПС‑13 и  
ВЛ 220 кВ ПС‑15 — ПС‑12 с отпайкой 
на ПС‑14 действием второй ступени 
АЛАР, установленной на ПС‑12. Се-
чение, по которому было выполнено 
деление системы действием АЛАР, 
на рис. 6 обозначено символом A.

Устройство АЛАР в  момент работы 
имело следующие настройки:

–	 граничные сопротивления от ме-
ста установки до  ЭЦК в  ком-
плексной плоскости: Zир = 104 Ом,  
Zdown = –230 Ом;

–	 угол эквивалентного сопротивле-
ния электропередачи: φє = 75°;

–	 количество циклов АР до  сраба-
тывания N2 = 1 (при S > 0 и S < 0).

При численном моделировании 
в  RUSTab отключение двух цепей  
ВЛ 220  кВ С‑1  — ПС‑2, которое при-
вело к  АР, было выполнено в  момент 
времени 5,1  с.  При моделировании 
работы АЛАР с  указанными параме-
трами фиксация АР происходит в  мо-
мент времени 6,37  с.  С  учетом того 
что локальные устройства АЛАР рас-
полагаются в  непосредственной бли-
зости к  сечению ДС, время передачи 
сигнала на  отключение выключателей 
при определении времени выполнения 
ДС в процессе моделирования переход-
ного процесса для них не учитывается.

После идентификации АР выполня-
ется деление системы по сечению A 
(см. рис. 6), что приводит к ликвида-
ции АР. Однако в  избыточном энер-
горайоне Северо-Запад разность 

между генерируемой и потребляемой 
мощностью в таком случае составля-
ет 433 МВт. Такой избыток активной 
мощности приводит к  повышению 
частоты и  отключению генераторов 
электростанций действием АОПЧ.

Проведем сравнение с  предложен-
ным алгоритмом. На основе анализа 
поведения генераторов при модели-
ровании различных ненормативных 
возмущений для выполнения иден-
тификации АР были получены поро-
говые значения:

Δδ*B = – Δδ*H = 130, ΩB = ΩH = 10. 

DBSCAN требует задания двух пара-
метров: ε и  минимального числа то-
чек, которые должны образовывать 
плотную область (minPts). На  осно-
ве анализа результатов кластери-
зации алгоритмом DBSCAN были 
получены оптимальные параметры 
для его корректной работы: ε = 140,  
minPts = 1, длина временного ряда 
200 мс. Программный компонент, от-
вечающий за  кластеризацию алго-
ритмом DBSCAN, выполнен на язы-
ке Python при помощи библиотеки 
sklearn.

Предложенным алгоритмом АР был 
обнаружен в  момент времени 5,71  с, 
что на  660  мс быстрее, чем при ис-
пользовании локального устройства 
АЛАР. Кластеризация корректно опре-
делила две ГКГ, в первую из которых 
входят генераторы электростанций 
С‑1  и  С‑2. Время выполнения алго-
ритма выбора сечения ДС составило 
11 мс. Сечение на рис. 6 обозначено 
символом B.

При моделировании переходного 
процесса в  расчетном комплексе 
момент выполнения централизован-
ного ДС был задан с учетом времени 
выполнения кластеризации (1  мс), 
времени выбора сечения ДС (11 мс), 
а  также наибольшего возможного 
времени поступления аварийного 
сигнала (50  мс) и  наибольшего вре-
мени передачи сигнала на отключе-

ние выключателей (50 мс). В рассма-
триваемом примере и  далее время 
ДС по сечению, определенному пред-
ложенным алгоритмом, задается 
с учетом задержки 100 мс на переда-
чу аварийных сигналов и команд.

Таким образом, в  рассматриваемом 
эксперименте деление предложен-
ным алгоритмом было выполнено 
на  548  мс раньше, чем локальными 
устройствами АЛАР. Полученный за-
пас времени позволяет допустить 
значительные задержки сети пере-
дачи аварийных сигналов и  команд 
и  при этом обеспечить деление по-
средством централизованной АЛАР 
не позднее, чем локальными устрой-
ствами.

При делении системы предложенным 
алгоритмом разность между генери-
руемой и  потребляемой мощностью 
в  избыточном энергорайоне всего 
на  1  МВт меньше, чем при делении 
локальным устройством АЛАР.

На рис.  7  показано изменение ак-
тивной мощности генераторов элек-
тростанций обеих ГКГ при делении 
системы предложенным алгоритмом 
(выделено черным цветом) и  при 
делении локальными устройства-
ми АЛАР (выделено серым цветом). 
Вертикальными линиями показано 
время выполнения ДС. Как видно, 
ДС предложенным алгоритмом вы-
полняется раньше. Это приводит 
к тому, что режим в обеих частях ЭС 
устанавливается быстрее. При этом 
соблюдается требование выполне-
ния деления до начала второго цикла 
АР (за один полный цикл АР активная 
мощность меняет знак два раза).

2. Для демонстрации возможностей 
алгоритма по  выбору сбалансиро-
ванного сечения ДС проведен экс-
перимент, когда дефицитный энер-
горайон отделен от  остальной ЭС 
по  сечению, обозначенному симво-
лом C.1  на  рис.  6. Воспроизведено 
возмущение из первого эксперимен-
та. Действием локального устрой-

ства АЛАР, установленного на ПС‑12, 
асинхронный режим идентифици-
рован через 6,36 с и выполнено де-
ление по ВЛ 220 кВ ПС‑12 — ПС‑13 
и ВЛ 220 кВ ПС‑15 — ПС‑12 с отпай-
кой на ПС‑14.

При выполнении централизован-
ного ДС идентификация АР произ-
ведена через  5,84  с, что на  520  мс 
быстрее, чем в случае с локальными 
устройствами АЛАР. Таким образом, 
с  учетом задержек в  каналах пере-
дачи аварийных сигналов и команд 
деление было выполнено на 408 мс 
раньше, чем локальными устрой-
ствами АЛАР. Сечение в этом случае 
оказывается более сбалансирован-
ным (C.2  на  рис.  6). Электростан-
ция С‑3  является узлом, соединяю-
щим рассматриваемый энергорайон 

с  остальной ЭС, и  относится к  ГКГ, 
отличной от  ГКГ электростанций 
С‑1  и  С‑2, поэтому для осуществле-
ния более сбалансированного ДС 
отсутствует возможность смещения 
сечения в  часть ЭС, не  показан-
ную на  рис.  6. В  этом случае раз-
ность между генерируемой и  по-
требляемой активной мощностью 
в  рассматриваемом избыточном 
энергорайоне составляет 326  МВт, 
что на  25 % (107  МВт) меньше, чем 
при делении локальными устрой-
ствами АЛАР. При выполнении ДС 
предложенным алгоритмом режим 
в  обеих частях ЭС устанавливается 
раньше, чем при делении локальны-
ми устройствами АЛАР (рис. 8).

3. Для демонстрации работы алго-
ритма выбора сечения ДС при мно-

ИЗМЕНЕНИЕ АКТИВНОЙ МОЩНОСТИ ГЕНЕРАТОРОВ ПРИ ДЕЛЕНИИ ЛОКАЛЬНЫМИ УСТРОЙСТВАМИ АЛАР 
(СЕРЫЙ ЦВЕТ) И ПРЕДЛОЖЕННЫМ АЛГОРИТМОМ (ЧЕРНЫЙ ЦВЕТ) В ПЕРВОМ ЭКСПЕРИМЕНТЕ

Рис. 7

ИЗМЕНЕНИЕ АКТИВНОЙ МОЩНОСТИ ГЕНЕРАТОРОВ ПРИ ДЕЛЕНИИ ЛОКАЛЬНЫМИ УСТРОЙСТВАМИ АЛАР 
(СЕРЫЙ ЦВЕТ) И ПРЕДЛОЖЕННЫМ АЛГОРИТМОМ (ЧЕРНЫЙ ЦВЕТ) ВО ВТОРОМ ЭКСПЕРИМЕНТЕ

Рис. 8
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ИЗМЕНЕНИЕ АКТИВНОЙ МОЩНОСТИ ГЕНЕРАТОРОВ ПРИ ДЕЛЕНИИ ЛОКАЛЬНЫМИ УСТРОЙСТВАМИ АЛАР 
(СЕРЫЙ ЦВЕТ) И ПРЕДЛОЖЕННЫМ АЛГОРИТМОМ (ЧЕРНЫЙ ЦВЕТ) В ТРЕТЬЕМ ЭКСПЕРИМЕНТЕ

Рис. 9

гочастотном режиме были созданы 
условия для его появления: увеличен 
переток по  связи между дефицит-
ной частью ЭС «Восток» и  осталь-
ной энергосистемой с последующим 
отключением одного генератора 
мощностью 33 МВт на С‑4, в резуль-
тате чего переток по  двум цепям 
ВЛ 220  кВ ПС‑16 — ПС‑17 вырос 

до 109 МВт. Смоделировано трехфаз-
ное короткое замыкание на  шинах 
ПС‑15 со  снятием его через 350  мс. 
При таком возмущении возникает 
трехчастотный АР.

Локальные устройства АЛАР  
(Zир = 260  Ом, Zdown  = 0  Ом, φє = 77°,  
N2 = 1), установленные на ПС‑16, иден-

тифицируют АР через 1090 мс после 
снятия КЗ и отключают две цепи ВЛ 
220  кВ ПС‑16 — ПС‑17. Устройства 
АЛАР, установленные на  ПС‑12, 
идентифицируют АР через 1420  мс 
после снятия КЗ и  отключают ВЛ 
220 кВ ПС‑12 — ПС‑13 и ВЛ 220 кВ 
ПС‑15 — ПС‑12 с отпайкой на ПС‑14. 
В результате АР ликвидируется — из-
менение активной мощности генера-
торов показано на  рис.  9 (выделено 
серым цветом). При этом дефицит 
активной мощности в части ЭС «Вос-
ток» составляет 66,5  МВт, а  в  части 
ЭС «Северо-Запад» возникает избы-
ток равный 433,5 МВт.

Применение предложенного алгорит-
ма позволило идентифицировать АР 
через 560  мс после снятия КЗ, в  ре-
зультате кластеризации обнаружено 
три ГКГ. Выбор сечения ДС был вы-
полнен за 11 мс. Деление выполнено 
на  748  мс раньше, чем локальными 
устройствами АЛАР. При этом избыток 
генерации в части ЭС «Северо-Запад» 
составил 253 МВт, а в части ЭС «Вос-
ток» — всего 9,4 МВт. На рис. 9 видно, 
что при делении по указанному сече-
нию АР прекращается (выделено чер-
ным цветом) и установившийся режим 
наступает раньше, чем при делении 
локальными устройствами АЛАР. Сле-
дует заметить также, что при централи-
зованном делении асинхронный про-
ворот успевают совершить генераторы 
только одной электростанции (С‑4), 
а  при делении локальными устрой-
ствами АЛАР асинхронный проворот 
выполняют генераторы всех электро-
станций.

Заключение
Предложен новый алгоритм поис-
ка сечения деления энергосистемы 
для построения централизованной 
автоматики ликвидации асинхрон-
ного режима. Продемонстрировано, 
что предложенный алгоритм может 
быть использован в  реальных энер-
госистемах для ликвидации АР. Чис-
ленные результаты тестирования 
получены в  RUSTab для схемы ре-

альной энергосистемы на  примере 
аварийной ситуации, произошедшей 
в 2024 году и приведшей к возникно-
вению асинхронного режима.

Для идентификации групп когерент-
ных генераторов предложено ис-
пользовать алгоритм кластеризации 
DBSCAN. При тестировании класте-
ризация выполнялась для времен-
ных рядов значений взаимных углов 
генераторов длительностью 200  мс. 
Так как результат выбора сечения ДС 
предложенным алгоритмом не зави-
сит от  места расположения системы 
противоаварийной автоматики, де-
ление может выполняться более сба-
лансированно, чем с  использовани-
ем локальных устройств АЛАР.

Время выбора сечения ДС в рассмо-
тренных при тестировании случаях 
не  превышает нескольких десятков 
миллисекунд, что с  учетом времени 
сбора данных синхронизирован-
ных векторных измерений и выдачи 
управляющих воздействий указывает 
на возможность практической реали-
зации централизованной автоматики 
на основе предложенного алгоритма. 
Среднее время выбора сечения ДС 
для различного состава ГКГ для ре-
альной ЭС составило 9,7 мс.

В дальнейшем планируется: дора-
ботать алгоритм в  части учета таких 
ограничений, как минимизация чис-
ла отключаемых ветвей (выключа-
телей) и  обеспечение допустимых 
режимов работы ЛЭП и  электросе-
тевого оборудования; выполнить ис-
следование алгоритмов кластериза-
ции и подходов к идентификации АР; 
провести сравнение с другими алго-
ритмами, используемыми для ликви-
дации АР.

ЛИТЕРАТУРА
1.	 Бондаренко А.Ф., Говорун М.Н., Сацук Е.И. 

Об аварии в энергосистеме Бразилии 15 авгу‑
ста 2023 г. // Электрические станции. 2024. № 4. 
С. 14–21.

2.	 Turkey P.G. Report on Blackout in Turkey on 31st 
March 2015. European Network of Transmission 
Operators for Electricity. Belgium. 2015.

3.	 System Disturbance on 4 November 2006, Final 
Report, UCTE, Feb. 2007.

4.	 Anderson R.N. Final Report on the August 14, 
2003 Blackout in the United States and Canada: 
Causes and Recommentations // U. S.-Canada Power 
System Outage Task Force, April 2004.

5.	 Схема и программа развития электроэнерге‑
тических систем России на 2025–2030 годы, 
утв. Приказом Минэнерго России от 29 ноября 
2024 года № 2328.

6.	 Информация о результатах функционирования 
устройств РЗА в ЕЭС России. URL: https://www.
so-ups.ru/functioning/tech-base/rza/rza-account-
analys/rza-results-info/ (дата обращения: 
20.03.2025).

7.	 ГОСТ Р 55105–2019. Единая энергетическая систе‑
ма и изолированно работающие энерrосистемы. 
Оперативно-диспетчерское управление. Автомати‑
ческое противоаварийное управление режимами 
энергосистем. Противоаварийная автоматика 
энергосистем. Нормы и требования. 2020.

8.	 Ivankovic I. Review of various technologies of smart 
grid management for increasing the flexibility of 
the power system and enabling mass integration of 
renewable energy sources // Rad Hrvatske akademije 
znanosti i umjetnosti Tehničke znanosti. 2023.  
Vol. 23. P. 57–98.

9.	 Rajalwal N., Ghosh D. Recent trends in integrity 
protection of power system: A literature review //  
International Transactions on Electrical Energy 
Systems. 2020. No 10. Vol. 30. P. 1–43.

10.	 Ivankovic I., Kuzle I., Holjevac N. Wide 
area information-based transmission system 
centralized out-of-step protection scheme //  
Energies. 2017. No 5. Vol. 10. P. 1–28.

11.	 Zbunjak Z., Kuzle I. System Integrity Protection 
Scheme (SIPS) Development and an Optimal Bus-
Splitting Scheme Supported by Phasor Measurement 
Units (PMUs) // Energies. 2019. No 17. Vol. 12.  
P. 1–21.

12.	 Zhao Q., Sun K., Zheng D., Ma J., Lu Q. A study of 
system splitting strategies for island operation of 
power system: A two-phase method based on OBDDs 
// IEEE Transactions on Power Systems. 2003. No 4. 
Vol. 18. P. 1556–1565.

13.	 Sun K., Zheng D., Lu Q. Splitting strategies 
for islanding operation of large-scale power systems 
using OBDD-based methods // IEEE Transactions on 
Power Systems. 2003. No 2. Vol. 18. P. 912–923.

14.	 Sun K., Zheng D., Lu Q. A simulation study of OBDD-
based proper splitting strategies for power systems 

under consideration of transient stability // IEEE 
Transactions on Power Systems. 2005. No 1. Vol. 20. 
P. 389–399.

15.	 You H., Vittal V., Wang X. Slow coherency-
based islanding // IEEE Transactions on Power 
Systems. 2004. No 1. Vol. 19. P. 483–491.

16.	 Xu G., Vittal V. Slow coherency based cutset 
determination algorithm for large power systems 
// IEEE Transactions on Power Systems. 2010. No 2. 
Vol. 25. P. 877–884.

17.	 Ding T., Sun K., Huang C., Bie Z., Li F. Mixed-integer 
linear programming-based splitting strategies 
for power system islanding operation considering 
network connectivity // IEEE Systems Journal. 2018. 
No 1. Vol. 12. P. 350–359.

18.	 Ding T., Sun K., Yang Q., Khan A.W., 
Bie Z. Mixed Integer Second Order Cone Relaxation 
With Dynamic Simulation for Proper Power 
System Islanding Operations // IEEE Journal on 
Emerging and Selected Topics in Circuits and 
Systems. 2017. No 2. Vol. 7. P. 295–306.

19.	 ГОСТ 34045–2023. Электроэнергетические 
системы. Оперативно-диспетчерское управление. 
Автоматическое противоаварийное управление 
режимами энергосистем. Противоаварийная 
автоматика энергосистем нормы и требования.

20.	 Rajapakse A., Gomez F., Nanayakkara K., Crossley P., 
Terzija V. Rotor Angle Instability Prediction Using 
Post-Disturbance Voltage Trajectories // IEEE 
Transactions on Power Systems. 2010. Vol. 25. No. 2. 
P. 947–956.

21.	 Ester M., Kriegel H., Sander J., Xu X. A Density-Based 
Algorithm for Discovering Clusters in Large Spatial 
Databases with Noise // Knowledge Discovery and 
Data Mining. 1996.

22.	 Руководящие указания по релейной защите. 
Расчеты токов короткого замыкания для 
релейной защиты и системной автоматики в сетях 
110–750 кВ. Вып. № 11. Москва.: Энергия, 1979.

23.	 Вайнштейн Р.А., Понамарев Е.А., Наумов В.А.,  
Разумов Р.В. Основы противоаварийной автома‑
тики в электроэнергетических системах: учебное 
пособие. Чебоксары, 2022.

24.	 СТО 59012820.27.010.001–2022. Правила отобра‑
жения технологической информации:  
утв. Приказом АО «СО ЕЭС» от 18 января  
2022 года № 10.

Жиленков А.А., Прохоров А.В. Разработка алго‑
ритма деления электрической сети для создания 
централизованной автоматики ликвидации 
асинхронного режима // Энергия единой сети. 
2025. № 2 (77). С. 44–55.


