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บทคัดยอ 
               บทความนี้นําเสนอดัชนีวัดผลกระทบตอความนาเชื่อถือ
เนื่องจากสายสงหลุดออกจากระบบ โดยใชหลักการแจกแจงความ
นาจะเปนมาทดแทนวิธีเดิมคือ ดัชนีวัดผลกระทบความนาจะเปน
เนื่องจากสายสงหลุดออกจากระบบที่ใชอัตราการหลุดออกจากระบบ
ของสายสงมาใชในการพิจารณาคาความนาเชื่อถือของระบบสงไฟฟา  
เพื่อใชเปนองคประกอบในการจัดสรรตนทุนสําหรับการคิดคาบริการ
ระบบสง จากผลการทดสอบกับระบบสงทดสอบขนาด 6 บัสพบวาวิธี
ที่นําเสนอทําใหกลไกราคาคาบริการระบบสงสามารถสะทอนตนทุนที่
แทจริงที่จัดสรรไปยังผูใชบริการระบบสงทั้งหมดได 
  
คําสําคัญ: ดัชนีวัดผลกระทบเนื่องจากสายสงหลุดออกจากระบบ, การ
จัดสรรตนทุนระบบสง, การแจกแจงความนาจะเปน, ความเชื่อถือได 
 

Abstract 
 This paper proposes line outage reliability impact factor 
(LORIF) which plays an important role for the cost allocation of 
transmission services. We employ the probability distribution 
function (pdf) to identify the reliability of the transmission system in 
the pricing mechanism replacing the conventional line outage 
probability impact factor (LOPIF) that employs the force outage rate 
(FOR) factor. The results drawn from the 6-bus testing system show 
that the proposed method is more realistic ensuring true costs of the 
operation of the transmission system allocated to all transmission 
users. 
 

Keyword: Line Outage Impact Factor, Transmission Cost Allocation, 
Probability Distributions, Reliability 
 

1. บทนํา 
          ระบบสงมีลักษณะของการผูกขาดโดยธรรมชาติ  (Natural 
Monopoly) ดังนั้นจึงตองอยูภายใตการกํากับดูแลขององคกรกํากับ
ดูแลอิสระ (Regulator) รวมถึงการกําหนดราคาคาบริการระบบสงใหมี

ความเปนธรรมตอผูใชบริการ แตตองมีรายไดเพียงพอเพื่อใหผูบริการ
ระบบสงสามารถดําเนินกิจการตอไปได และเหลือพอสําหรับการขยาย
ระบบเพื่อใหระบบสงมีความเชื่อถือไดทั้งในเชิงปริมาณ และคุณภาพ 
            กวาหนึ่งทศวรรษที่ผานมามีผู เสนอวิธีการกําหนดราคา
คาบริการระบบสงหลายวิธี เชน วิธี Postage Stamp วิธี Contract Part 
และวิธี MW-mile [1] ในป 1996 Bialek [2] เสนอวิธีการสืบหาตนทาง
และจุดหมายของกําลังไฟฟาในสายสง (Electricity Tracing Method) 
ทําใหสามารถจัดสรรตนทุนการใชสายสงไดตามการใชความจุของ
สายสงในแตละเสนทางไดใกลเคียงความเปนจริงมากยิ่งขึ้น ตอมาในป 
1997 C.W. Yu และA.K.David [3] เสนอใหแยกการพิจารณาตนทุน
ออกเปน 2 สวนคือ ตนทุนของการใชบริการระบบสงในสภาวะปกติ 
(Transmission Used Cost) และตนทุนที่ตองสํารองความจุของสายสง 
(Transmission Reliability Cost) เพื่อเพิ่มความมั่นคงและทําใหระบบ
สงมีความเชื่อถือได  ในป 2004 Don Hur และคณะ [4] ไดเสนอวิธี
จัดสรรตนทุนความเชื่อถือได โดยพิจารณาจากความจุที่สํารองไว
เพื่อใหระบบสงมีความเชื่อถือได (Transmission Reliability Margin: 
TRM) รวมกับดัชนีผลกระทบเนื่องจากสายสงหลุดออกจากระบบ 
(Line Outage Impact Factor: LOIF) ในป 2005 K.H Chung และคณะ 
[5] ไดเสนอดัชนีชื่อวาดัชนีวัดผลกระทบความนาจะเปนเนื่องจากสาย
สงหลุดออกจากระบบ (Line Outage Probability Impact Factor: 
LOPIF) โดยพิจารณาอัตราการหลุดออกจากระบบของสายสง (Force 
Outage Rate: FOR) รวมกับ LOIF ภายใตเกณฑความนาเชื่อถือแบบ 
N-1 (N-1 Reliability Criteria) โดยท่ีสายสงเสนทางอื่น ๆ สามารถ
รับภาระกําลังไฟฟาจากสายสงที่หลุดออกไป 1 เสนทางไดทั้งหมด 
งานวิจัยที่ผานมาไดเสนอการจัดสรรตนทุนความเชื่อถือไดเฉพาะ
ระบบสงที่เปนแบบวงจรเดี่ยว และจัดสรรตนทุนใหกับฝงผูใชบริการ
ระบบสงเพียงดานผูผลิตไฟฟาเทานั้น ดังนั้นในป 2005 สุเทพและคณะ 
[6] จึงไดเสนอวิธีการจัดสรรตนทุนความเชื่อถือไดสําหรับสายสง
ไฟฟาแบบวงจรขนาน  และจัดสรรตนทุนความเชื่อถือไดใหกับ
ผูใชบริการทั้งฝงผูผลิตและผูใชไฟฟา 
 ปญหาที่พบจากวิธีจัดสรรความตนทุนความเชื่อถือไดของระบบ
สงในงานวิจัยของ K.H Chung และคณะ [5] ที่คํานวณดัชนีผลกระทบ
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ตอความนาเชื่อถือเนื่องจากการหลุดออกจากระบบของสายสงโดยใช
อัตราการหลุดออกจากระบบนั้นคือ เนื่องจากคาอัตราการหลุดออก
จากระบบเปนความถี่ของเหตุการณที่สายสงหลุดออกจากระบบซึ่ง
เปนการกําหนดการเกิดเหตุการณแบบดีเทอมินิสติค (Deterministic  
Approach) [7] คือ เหตุการณที่เรารูวาจะเกิดเหตุการณอะไรขึ้นตอไป
ในอนาคตที่แนนอน แตในความเปนจริงเราไมสามารถกําหนดไดวา
จะเกิดเหตุการณอะไรบางในอนาคต เพียงแตรูไดวามีโอกาสเกิด
เหตุการณในอนาคตมากนอยเพียงใดโดยอาศัยหลักทฤษฎีความนาจะ
เปน (Probabilistic Approach) [7] ดังนั้นการใชคาความนาจะเปนจึง
สามารถสะทอนถึงความเปนจริงในทางปฏิบัติไดดีกวา  ดังนั้น
บทความนี้จึงเสนอดัชนีผลกระทบใหมเรียกวา ดัชนีชี้วัดกระทบความ
นาเชื่อถือได (Line Outage Reliability Impact Factor: LORIF) โดยนํา
ความนาจะเปนที่สายสงเสนทางใด ๆ จะหลุดออกจากระบบ ไป
พิจารณารวมกับ LOIF แทนการใช FOR เพื่อนําไปใชในการกําหนด
ราคาคาบริการระบบสง  จากการทดสอบกับระบบสงทดสอบขนาด 6 
บัสพบวา LORIF ทําใหราคาคาบริการการใชระบบสงสามารถสะทอน
ตนทุนความเชื่อถือไดของระบบสงตามโอกาสของการหลุดของสาย
สงไดอยางเหมาะสมมากขึ้น 
 

2. หลักการพื้นฐานและวิธีการ 
2.1 ดัชนีวัดผลกระทบเนื่องจากสายสงหลุดออกจากระบบ 
 ตนทุนการสํารองของความจุของสายสงเพื่อใชรองรับการใชงาน
ของสายสงวงจรภายนอกเสนทางของสายสง เสนทาง  l ใด  ๆ 
(Transmission External Reliability Margin Cost, TERMCl) จะถูก
จัดสรรใหกับผูใชบริการระบบสงที่มีโอกาสใชงานสายสงเสนทาง l 
เมื่อเสนทางที่ใชอยูเดิมในสภาวะปกติเกิดขัดของโดยใชดัชนี LOIF ที่

เสนอโดย Don Hur และคณะ [4] เมื่อให k
lLOIF เปนดัชนีวัดผล

กระทบบนสายสงเสนทาง l  หากสายสงเสนทาง k หลุดออกจากระบบ 
แลวทําใหกําลังไฟฟาในสายสงเสนทาง l เพิ่มขึ้น ดังนั้นผูใชบริการ
ระบบสงที่ใชบริการสายสงเสนทาง k ในสภาวะปกติ (กอนที่สายสง k 
จะหลุดออกจากระบบ) ตองรับภาระตนทุนความเชื่อถือไดของสายสง
เสนทาง l ดวย แตถาหากการหลุดของสายสงเสนทาง k ไมสงผล
กระทบทําใหกําลังไฟฟาในสายสงเสนทาง l เพิ่มขึ้น ในกรณีนี้
ผูใชบริการสายสงเสนทาง k ไมตองรับภาระตนทุนความเชื่อถือได
ของสายสงเสนทาง l  ซึ่งดัชนี LOIF นี้สามารถหาไดจาก 
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โดยที่ และ คือ กําลังไฟฟาสูงสุดที่ไหลในสายสง l ใน
กรณีสภาวะปกติ และในกรณีสายสงเสนทาง k หลุดออกจากระบบ
ตามลําดับ 

0
lmpf k

lmpf

           ดัชนีชี้วัดผลกระทบที่พิจารณาถึงความนาจะเปนของเหตุการณ
การหลุดออกจากระบบของสายสงแตละเสน หรือ LORIF โดยถวง
น้ําหนักดวยความนาจะเปนที่สายสงจะหลุดออกจากระบบหาไดจาก 
 

(1 ( )k k )LORIF LOIF R tkl l= × −                           (2) 
 

โดยที่ คือ คาความนาเชื่อถือได (Reliability) ของสายสงเสนทาง k 
ที่สามารถคงอยูกับระบบสงได ซึ่งคํานวณจากการแจกแจงความนาจะ
เปนแบบเอกซโปแนนเชียล (Exponential Distribution) [1]ไดจาก 

kR

 

( ) λ−= k t
kR t e                                          (3) 

 

โดยที่ ( )kR t คือ ความนาเชื่อหรือความนาจะเปนของสายสงเสนทาง k 
ที่ยังคงทํางานได kλ คือ อัตราการหลุดของสายสงเสนทาง k (คร้ังตอ
ป) และ คือ ชวงเวลา (ป) และดัชนีผลกระทบความนาเชื่อถือไดสุทธิ
สําหรับใชในการจัดสรรตนทุนความเชื่อถือไดของสายสงเสนทาง l 
จะจัดสรรใหกับสายสงเสนทาง k ตามสัดสวนผลกระทบที่เกิดจากสาย
สงเสนทาง k เทียบกับผลกระทบรวมทั้งหมดทุกเสนทางคือ 
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2.2 การจัดสรรตนทุนระบบสง (Transmission Cost Allocation) 
2.2.1 สภาวะปกติ  
        การจัดสรรตนทุนตามปริมาณการใชความจุของสายสงในสภาวะ
ปกติ (Transmission Usage Capacity in Normal Condition) คือ การ
จัดสรรตนทุนของสายสงโดยพิจารณาจากปริมาณกําลังไฟฟาสูงสุดที่
ไหลในสายสงเสนทางหนึ่ง ๆ เทียบกับปริมาณความจุสูงสุดของสาย
สงของแตละเสนทางนั้น ๆ ให คือ คาบริการในสวนของการใช
ความจุกําลังของสายสงเสนทาง k (Transmission Usage Charge) 

kTUC

 

k
k k

k

TFTUC mpf
TTC

= ×                                (5) 

 

โดยที่ คือ กําลังไฟฟาสูงสุดที่ไหลในสายสง คือ ตนทุน

คงที่ (Embedded Cost) และ คือ ความจุกําลังไฟฟาสูงสุดของ
สายสงเสนทาง k ตามลําดับ 

kmpf kTF

kTTC

2.2.2 สภาวะฉุกเฉิน 
          ในกรณีที่มีโหลดมากกวาปกติหรือกรณีเกิดเหตุผิดพรองที่ไม
คาดคิด การสํารองความจุของสายสงที่เหลือจากการใชความจุของสาย
สงในสภาวะปกติจําเปนตองมีไวเพื่อรักษาความมั่นคงและความ
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เชื่อถือไดของระบบ ดังนั้นการจัดสรรตนทุนความเชื่อไดโดยการ
พิจารณาจากความจุสํารองที่เหลือของสายสง (TRM) สามารถหาได
จากสมการ 
 

         TRM                           (6) 
k k kTTC mpf= −

 

โดยที่ คือ ความจุสํารองของสายสงเสนทาง k, ซึ่งสําหรับความ
จุสํารองของสายสงสามารถแบงยอยออกเปน 2 สวน คือ ความจุสํารอง
สําหรับรองรับปริมาณการใชงานภายในเสนทาง  (Transmission 
Internal Reliability Margin: TIRM) สามารถหาไดจาก 

kTRM
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โดยที่ คือ จํานวนของวงจรขนาน และ TI ซึ่งเปนคาบริการ

ในสวนของความจุสํารองในเสนทาง k (TIRM Charge: TIRMC) 
สามารถหาไดจาก 

kN k
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TF
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TTC
= ×

 

และความจุสํารองของสายสงเพื่อใชรองรับการใชงานของสายสงวงจร
ภายนอกเสนทาง (Transmission External Reliability Margin: TERM)  
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      (9) 

 

ตนทุนความจุสํารองของสายสงเสนทาง k สําหรับรองรับการใชงาน
ของสายสงของวงจรภายนอก (TERM Charge: TERMC) หาไดจาก 
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k k
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TF
TE                          (10) RMC TERM
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ดังนั้นคาบริการในสวนของความจุสํารองสําหรับรองรับกําลังไฟฟา
จากภายนอกเสนทางของสายสงเสนทาง k (TERM Price: TER ) 
โดยพิจารณารวมกับคาดัชนีผลกระทบความนาเชื่อถือไดหาไดจาก 

k

 

      T       (11) ( ( )
1,

n k

 

ดังนั้น ตนทุนคาบริการทั้งหมด (Total Transmission Charge Price: 
TTCP) ของสายสงเสนทาง k คือ 
 

 TT          (12) CP TUC TIRMC TERMPk k k k= + +

 

จากตัวอยางในรูปที่ 1 ตนทุนระบบสงที่จัดสรรใหกับสายสงเสนทางที่ 
3 จะถูกแบงออกเปน 3 สวน คือ TUC, TIRM และTERM 
 
 
 

 
 
 
 
รูปที่ 1 การจัดสรรตนทุนสายสงทั้ง 3 สวนของสายสงเสนทางที่ 3 

 

          จากสมการที่ (12) สามารถจัดสรรตนทุนของสายสงทั้งหมด
ใหแกผูใชบริการระบบสงทั้ง 2 ฝง คือ ฝงผูผลิตไฟฟาและผูใชไฟฟา 
นอกจากนี้เสนอใหสามารถปรับสัดสวนการจัดสรรระหวางผูผลิต
ไฟฟาและผูใชไฟฟาไดดวยการการใชสัมประสิทธิ์สัดสวนการจัดสรร
ตนทุนสําหรับบัสผูผลิตและบัสผูใชคือ γ และ δ ตามลําดับ โดย

ที่ γ δ+ = 1 
 

( )( )
,

gross
Gi k k i kC TTCP Pγ= × ,

                     (13) 

( )( )
,

net
D d k k i kC T T C P Pδ= × ,

)
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                 (14) 
 

โดยที่ คือ คาบริการระบบสงของสายสงเสนทาง k ของผูผลิตราย 

i  คือ คาบริการระบบสงของสายสงเสนทาง k ของผูใชฟาราย d 

คือ กําลังไฟฟาสุทธิของผูผลิตราย i ที่ไหลผานสายสง

เสนทาง k คือ กําลังไฟฟาสุทธิของผูใชราย i ที่ไหลผานสาย

สงเสนทาง k 

,Gi kC

,Dd kC

. (i kP gross

, (i kP net

 

3. ผลการทดสอบ 
              วิธีที่เสนอนี้ไดทดสอบกับระบบสงไฟฟาทดสอบ 6 บัสที่
ปรับปรุงจากบทความของ Chung และคณะ [4] ดังที่แสดงในรูปที่ 2 
โดยอัตราการหลุดของสายสงแสดงในตารางที่ 1 การทดสอบได
เปรียบเทียบการใชดัชนี LORIF กับดัชนีเดิม 2 ดัชนีคือ LOIF ที่เสนอ
โดย Don Hur และคณะ [4] แสดงในตารางที่ 2 และดัชนี LOPIF ที่
เสนอโดย Chung และคณะ [5] แสดงในตารางที่ 3 ผลการทดสอบของ
ดัชนี LORIF ซึ่งคํานวณไดจากสมการ (1) ถึงสมการ (4) แสดงไวใน
ตารางที่ 4 การเปรียบเทียบผลที่ไดจากการทดสอบดัชนีทั้ง 3 แบบที่
แสดงดังในรูปที่ 3 ซึ่งเปนกรณีที่สายสงเสนทางที่ 9 หลุดออกจาก
ระบบสง พบวาดัชนีใหมที่นําเสนอยังคงรักษาแนวโนมของคาดัชนี 
LOIF ไว เมื่อพิจารณาดัชนี LOPIF พบวาคาดัชนีมีความผันผวนสูง
เนื่องจากเปนการใชคาความถี่ของเหตุการณที่สายสงหลุดออกจาก
ระบบรวมในการคํานวณ ขณะที่ดัชนี LORIF ที่ใชคาความนาจะเปนที่

G G

TERMC2

TIRMC2

TUC2

Line 2

Line 1

Line 3 

TERMC3
TIRMC3

TUC3

TERMC1

TIRMC1

TUC1

TERMP3
2

L3

L2

TERMP3
1



 
 

83 
สายสงเสนทางใด ๆ จะหลุดออกจากระบบสงซึ่งมีคาระหวาง 0 ถึง 1 
จากรูปที่ 3 พบวาดัชนี LORIF มีคาอยูระหวางดัชนี LOIF และLOPIF  

 
รูปที่ 2 ระบบทดสอบ 6 บัส 

ตารางที่ 1 Force Outage Rate (Time/Year) และคา Unreliability (1-R) 
Failed 
Line 1 2 3 4 5 6 7 8 9 

FOR 0.25 5 3.25 0.225 3.75 3.25 0.45 2.5 5 
1-R 0.221 0.993 0.961 0.204 0.977 0.961 0.362 0.918 0.993 

 
ตารางที่ 2 Line Outage Impact Factor: LOIF 

Failed Line Impacted 
Line 1 2 3 4 5 6 7 8 9 

1  0.19 0.6581 0 0 0 0.1368 0 0.0152
2 0.3024  0.0720 0.6244 0 0 0 0 0.0012
3 0.2525 0.0174  0.3078 0.1433 0.1568 0 0.1223 0 
4 0 0.2334 0.4771  0.2891 0 0 0 0.0004
5 0 0 0.2327 0.30325  0.1224 0.3288 0 0.0129
6 0 0 0.6235 0.0746 0.2995  0 0 0.0024
7 0.1152 0 0 0 0.4609 0  0.2939 0.1301
8 0 0 0.4841 0 0 0 0.5159  0 
9 0.0795 0.0038 0 0.0025 0.1092 0.0079 0.7972 0  

 

ตารางที่ 3 Line Outage Probability Impact Factor: LOPIF 
Failed Line Impacted 

Line 1 2 3 4 5 6 7 8 9 
1  0.2944 0.6630 0 0 0 0.0191 0 0.0235

2 0.1658  0.5134 0.3082 0 0 0 0 0.0126
3 0.0402 0.0552  0.0441 0.3419 0.3242 0 0.1945 0 
4 0 0.3069 0.4076  0.2851 0 0 0 0.0005
5 0 0 0.5271 0.0475  0.2773 0.1031 0 0.0450
6 0 0 0.6376 0.0053 0.3534  0 0 0.0037
7 0.0092 0 0 0 0.5500 0  0.2338 0.2070
8 0 0 0.8714 0 0 0 0.1286  0 
9 0.0239 0.0226 0 0.0007 0.4916 0.0307 0.4307 0  

 

ตารางที่ 4 Line Outage Reliability Impact Factor: LORIF 
Failed Line Impacted 

Line 1 2 3 4 5 6 7 8 9 
1  0.2130 0.7141 0 0 0 0.0559 0 0.0170
2 0.2543  0.2632 0.4782 0 0 0 0 0.0043
3 0.1038 0.0320  0.1153 0.2601 0.2801 0 0.2087 0 
4 0 0.2383 0.4713  0.2901 0 0 0 0.0004
5 0 0 0.4186 0.1143  0.2202 0.2223 0 0.0240
6 0 0 0.6592 0.0165 0.3217  0 0 0.0026
7 0.02914 0 0 0 0.5146 0  0.3085 0.1478
8 0 0 0.7134 0 0 0 0.2866  0 
9 0.0414 0.0088 0 0.0012 0.2509 0.0178 0.6799 0  

4. สรุป 
 บทความนี้ไดนําเสนอดัชนีผลกระทบเนื่องจากสายสงหลุดออก
จากระบบแบบใหม โดยนําวิธีการแจกแจงความนาจะเปนมาใชในการ
พิจารณาคาความนาเชื่อถือของสายสง เพื่อใชเปนองคประกอบในการ
จัดสรรตนทุนสําหรับการคิดคาบริการระบบสงไฟฟา วิธีที่นําเสนอทํา
ใหไดดัชนีวัดผลกระทบเนื่องจากสายสงหลุดออกจากระบบที่มีความ
สมบูรณมากขึ้น สงผลใหราคาคาบริการการใชระบบสงสะทอนถึง
ความเชื่อถือไดของระบบสงไดอยางเหมาะสมมากขึ้น 
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รูปที่ 3 การเปรียบเทียบคาดัชนีวัดผลกระทบของสายสงทั้ง 3 วิธี 
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Transmission Cost Allocation Based on Power 
Flow Tracing Considering Reliability Benefit 

 
Abstract—Transmission cost allocation methods have been 

varied depending on local context of electricity supply industry. 
There is a common principle that transmission line capacity 
should be properly allocated to accommodate actual power 
delivery with adequate reliability margin. This paper, therefore, 
proposes a method that allocates transmission embedded cost to 
both generators and loads in an equitable manner, incorporating 
probability indices to allocate transmission reliability margin 
among users in both supply and demand sides. Probabilistic 
indices so called TIRM and TERM decomposed from TRM are 
introduced, making true cost of using overall transmission 
facilities. A numerical example on a simple six-bus system with 
multiple-circuit transmission lines which represent a 
characteristic of practical system is also presented to illustrate 
the application of the proposed method.  
 

Index Terms-- Embedded cost allocation, Pricing, Reliability, 
Transmission reliability margin,  

I.  INTRODUCTION 
HE transmission network plays an important role in 
delivering electricity from generators to end-consumers. 

Such a transmission system must be able to flexibly 
accommodate the continuously growing demand for reliable 
and economical electricity. Then, it is quite burdensome for 
transmission grid owners and operators to maintain adequate 
system reliability margin and security.  

Transmission costs encompass existing system cost (capital 
investment), operating cost and reinforcement cost. All these 
costs are embedded into a single value which will be allocated 
among the system users in proportion to the extent of using 
transmission facilities. In recent years, varied cost allocation 
methods have been introduced with three distinguished 
methods- i) Postage Stamp, ii) Contract Path, and iii) MW-
Mile methods [1]. For the first method, transmission charge is 
uniformly average which is simple to be implemented. 
However, it does not provide any economic signal of facility 
usage. Contract path method represents transmission flow 
along specified and artificial electrical path regardless of 
power flow calculation. In reality, the physical path may be 
different from the contract path because of the physics law of 
electron movement. Therefore, the actual capacity usage may 
not be captured and the recovery of embedded cost would be 
limited to artificial contract path only. Lastly, the MW-Mile 
method considers changes in transmission MW flow and line 
lengths in mile. As such, this method requires power flow 

                                                      
 

calculation and it is the first pricing strategy proposed to 
recover fixed transmission cost based on actual use of 
transmission network. However, since MW flows come from 
various generators and are delivered to loads at extensive 
points the transmission cost allocation methodology should be 
able to identify the contribution of each transmission user.  

Bialek [2] proposed a tracing method based on the 
assumption that nodal inflows are shared proportionally 
among nodal outflows. This method uses either the upstream-
looking or the downstream-looking algorithm. In the 
upstream-looking algorithm, the portion of capacity used by 
each generator is identified while downstream-looking 
algorithm provides the portion of capacity used by each load. 
This method provides an easily understandable calculation of 
distribution factors for allocating transmission usage and 
supplementary charges.   

It is well accepted that the maximum transfer capability, in 
theory, is limited by the amount of spare transmission capacity 
or reserve required to maintain the reliability of overall system 
and ensure secure operation. It is also significant that the 
rational transmission tariff considering transmission reliability 
margin (TRM) should be established in order to respond to the 
true cost of using transmission system.  

Initially, Yu and David [3] present the cost allocation 
method entailing two parts. One is the transmission capacity 
usage charge and the other is transmission reliability charge 
which is calculated by the circuit provides to the whole system 
for a particular transaction. Weighing factors for these two 
cost components were introduced but these factors cannot be 
easily determined in practice. Nonetheless, this research has 
motivated several researchers to price the TRM. 

Hur et al [4] examine the probabilistic approach to calculate 
contributions of market participants to the TRM by 
considering the force outage rate of each circuit across the 
network. Reliability cost allocation method is extended from 
MW-Mile method and force outage rate of all circuits is also 
considered. In addition, they extend their previous research to 
formulate an equitable transmission cost allocation method for 
various demand levels at load buses [6]. 

Chung et al [5] adopt Kirchen’s tracing method to quantify 
the contribution of individual generators to the line flows 
under normal conditions and attempt to allocate reliability cost 
considering force outage rate and line outage impact factor.  

From the literature survey, transmission reliability cost has 
been allocated to supply side only and transmission link is 
always assumed to have a single circuit. This paper, therefore, 
presents a method to allocate transmission usage and 

T 



 85 reliability cost to both generation and consumer side adopting 
Bialek’s tracing method tested on a multiple-circuit six-bus 
transmission system.  

II.  METHODOLOGY 
The total transmission capacity is divided into two parts. 

One is the transmission usage capacity based on the ‘extent of 
use’ of transmission network facilities which is obtainable 
from AC load flow program. The other part is the transmission 
reliability charge concerning transmission reliability margin 
which is reserved for security purpose and not used in normal 
cases. This paper divides transmission reserve margin into two 
components – (i) the Transmission Internal Reliability Margin 
(TIRM) determined based on N-1 criterion and (ii) the 
Transmission External Reliability Margin (TERM) of a 
particular line that is reserved for situations when other lines 
use its capacity.  

 

A.  Transmission Usage Capacity  
In this paper, two algorithms of Bialek’s tracing method [2] 

are implemented. Firstly, upstream looking algorithm will find 
contribution of individual generator to line flows while 
conversely downstream looking will determine the utilization 
factor of loads to line flows. 

The Bialek’s tracing method is the electricity flow tracing 
method that base on the proportional sharing principle 
illustrated in Fig. 1 where two inflow lines and two outflow 
lines are connected to bus 3. The inflow powers of line 1-3 
and line 2-3 are 40 MW and 60 MW respectively. The outflow 
powers of line 3-4 and line 3-5 are 70 MW and 30 MW 
respectively. Therefore, the total inflow power is 40+60 = 100 
MW of which 40% is supplied by G1 through line 1-3 and 
60% by G2 through line 2-3. From the proportional sharing 
principle, it is assumed that inflow power from G1 and G2 are 
combined perfectly at bus 3. Hence, the outflow in line 3-4 of 
70 MW consists of 28 MW from line 1-3 (40% of 70 MW) 
and 42 MW from line 2-3 (60% of 70 MW). Similarly, the 
outflow in line 3-5 of 30 MW consists of 12 MW from 1-3 
(40% of 30 MW) and 18 MW from line 2-3 (60% of 30 MW). 

 
 
 
 
 
 
 

Fig. 1.  Proportional sharing principle 
 

TABLE I 
PROPORTIONAL SHARING PRINCIPLE MATRIX 

 Power Supplied by G1 
(40 MW) 

Power supplied by G2 
(60 MW) 

Line 3-4 (70 MW) 28 MW 42 MW 
Line 3-5 (30 MW) 12 MW 18 MW 
 
 

Upstream looking algorithm  
The upstream looking algorithm allocates the 

transmission cost to each generator by tracing the power flow 
in the individual lines supplied by each generator. From Fig. 1, 
the power flow in line 3-4 consist of 28 MW from G1 and 42 
MW from G2. Similarly, the power flow in line 3-5 consist of 
12 MW from G1 and 18 MW from G2. 

 
 
 
 
 
 
 
 
 

Fig. 2.  Upstream looking algorithm 
 
Fig.2 shows the upstream looking algorithm considering n 

transmission lines connected to the generator Gi at bus i. is 
total power flow to bus i. 

iP

 
Donwstream looking algorithm  
Conversely, the downstream looking algorithm allocates 

the transmission cost to each load by tracing the power flow 
from each generator to individual loads. From Fig. 1, the 
power supplied by G1 is 28 MW of which it flows to line 3-4 
and 12 MW of which it flows to line 3-5. Similarly, the power 
supplied by G2 is 42 MW of which it flows to line 3-4 and 18 
MW of which it flows to line 3-5. 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Fig. 3.  Downstream looking algorithm 
 

B.  Transmission Reliability Margin  
Transmission reliability margin (TRM) is the capacity left 

from the normal usage. It is required to maintain security and 
reliability of transmission system under both normal and 
contingent circumstances and its determination is given as; 

                                      (1) l lTRM TTC mpf= − l

where, TRMl  is transmission reliability margin of line l , TTCl 
is total transfer capacity of line l, and mpfl is maximum power 
flow to line l.  TRM as used in this paper consists of two parts 
which are TIRM and TERM.  TIRM of line l can be found 
from; 
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where, N is the number of parallel circuit(s).  
TIRM is reserved to secure operation in the case that any 

circuit of line l is failed. TERM of line l is the transmission 
capacity reserved for the case that the other line (suppose line 
k) is disconnected and it can be found from (3).  
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 (3) 

Fig.4 explains three main components of embedded 
transmission cost by observing the costs of line 3. At line 3, 
the total transmission line cost (TTLC) is divided into three 
components – Transmission Usage Cost (TUC), TIRM Cost 
(TIRMC), and TERM Cost (TERMC) in $/MW. The first two 
components are determined from Bialek’s tracing method and 
transmission line capacity configuration. The last one will be 
allocated from TERMC3 to line 1 (TERMC3

1) and line 2 
(TERMC3

2) in proportion to their use on line 3 when line 1 
and line 2 are out of service, respectively.  

 
Fig. 4.  Reliability cost contributions of other lines to TERM of line 3  
 

TERMl will be distributed only among other transmission 
lines that use capacity of line l based on the Line Outage 
Impact Factor (LOIF) proposed by Hur et al. k

lLOIF  is an 
index indicating the effect on line l when line k is 
disconnected and thereby increasing the line flow of line l. It 
means that line k affects line l and thus the users of line k in 
normal situations (before line k is out) should be responsible 
for TERMC of line l. On the contrary, if the outage of line k 
does not increase power flow of line l, the users of line k in 

this case will have no need to pay for TERMC of line l. The 
expression of LOIFk

l is as;  

               

0
1;0

0
0 ;

k
mpfl k

mpf mpfk l lLOIF mpfl l
k

mpf mpfl l

− >
=

≤

⎧
⎪
⎨
⎪
⎩

 (4) 

where, mpf  and mpf are maximum power flow of line 
l under the normal condition and the case of failure of 
line k, respectively. 

0
l

k
l

Impact Factor (LORIF) of line k that affects flow of line l 
can be determined from; 

k k
l lLORIF LOIF FOR= × k         (5) 

where, FORk is force outage rate of line k. Then, the reliability 
cost of line l will be allocated to line k with respect to the 
overall effect due to other lines to line l as normalized line 
outage impact factor that can determine from;  

1,

kLORIFk lNLORIFl n jLORIFl
j j l

=
∑

= ≠

              (6) 

Transmission usage cost of line k expressed as; 
k

k
k

mpf
TUC TF

TTC
= × k

C

                          (7) 

where, is maximum power flow on line k, TT is total 
transfer capacity of line k (MW), TF  is total fixed cost of 
transmission line k ($/MW). 

kmpf k

k

 From (2), Transmission Internal Reliability Margin 
Cost (TIRMC) can determine from; 

G1 G2 

TERMC 

TIRMC 
TUC 

Line 2 

Line 1 

Line 3 

TERMC 
TIRMC 

TUC 

TERMC 
TIRMC 

TUC 

TERMC3
2

L3

L2

TERMC3
1

TIRM kTIRMC TFk kTTCk
= ×                 (8) 

From (3), Transmission External Reliability Margin Cost 
(TERMC) can determine from; 

TERMkTERMC TFk kTTCk
= ×                    (9) 

TERMC ($/MW) allocated to line k weight by NLORIF of 
line k is expressed as;  

 TERMC      (10) 
1,

n
k

k l
l l k

lNLORIF TERMC
= ≠

′ = ×∑

kTUC TIRMC TERMC

Therefore, the Total Transmission Charge Price (TTCP, 
$/MW) of line k can be written as; 

′        TTCPk k k= + +       (11) 

At this stage, it is prompted to allocate costs to generators 
and loads based on transmission network usage determined by 
Bialek’s tracing as follows; 
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, ,

, ,

( (
( (

Gi k G k Gi k

Dd k D k Dd k

TC TTCP P gross
TC TTCP P net

))
))

α

α

= ×

= ×
       (12) TRANSMISSION FIXED COST, FORCED OUTAGE RATE  AND AC POWER 

FLOW SOLUTION 
Line k TFk FORk TTCk Pfk

No. ($/Year) (hr/year) (MW) (MW) where, 
1 300,000 12 300 130.15 

G Dα α+ = 1                               (13) 2 4,000,000 15 200 35.302 
3 5,850,000 24 300 125.18 TCGi,k is the transmission cost assigned to generator i due to 

usage of line k ($) and similarly TCDd,k the transmission charge 
assigned to load d due to usage of line k ($); PGi,k(gross) is the 
gross usage of generator i on line k (MW) and Pi,k(net) is the 
net usage of load d on line k (MW). Gα and Dα are the 
generator and load transmission costs proportional factor that 
are determined by a regulator or authority agency. 

III.  NUMERICAL EXAMPLE AND CASE STUDY 
Fig.5 shows a modified 6-bus test system adopted from 

Chung et al with the line parameters given in Table II. This 
simple system is chosen to illustrate the procedure of the 
proposed methodology. Cost of transmission lines, AC power 
flow solutions and FORs are provided in Table III. Table IV 
and Table V give the contributions of generators and loads to 
line flows. The calculation procedures are illustrated as 
follows: 

4 720,000 36 400 266.84 
5 3,000,000 48 200 73.288 
6 5,200,000 30 200 61.981 
7 810,000 18 300 156.74 
8 2,000,000 18 200 55.24 
9 1,000,000 20 100 20.123 

 
 
 
 

TABLE IV 
CONTRIBUTION OF GENERATORS TO LINE FLOW 

Contribution of generators  to line flow (P.U.) Line No. 1 2 3 4 5 6 Total 
1 1 0 0 0 0 0 1.0 
2 1 0 0 0 0 0 1.0 
3 1 0 0 0 0 0 1.0 
4 0.3424 0.6576 0 0 0 0 1.0 
5 0.3424 0.6576 0 0 0 0 1.0 
6 0.4192 0.5808 0 0 0 0 1.0 
7 0.1227 0.1700 0.7073 0 0 0 1.0 
8 0.1227 0.1700 0.7073 0 0 0 1.0  

A. Step 1: calculation of line outage impact factor  
A full AC load flow program is executed to assess all 

system parameters. Then, the same load flow program is 
repeated for each line based on N-1 criterion and used to test 
network reliability for outage of a particular line. In this step, 
the LOIFs are calculated according to (4) and depicted in 
Table VII. 

9 0.7313 0.0521 0.2166 0 0 0 1.0 
 
 
 
 

TABLE V 
CONTRIBUTION OF LOADS TO LINE FLOW 

Contribution of loads  to line flow (P.U.) Line 
No. 1 2 3 4 5 6 Total 
1 0 0.1053 0 0.5580 0.3034 0.0333 1.0  
2 0 0 0 0.7948 0.1577 0.0475 1.0 TABLE II 
3 0 0 0 0 0.1117 0.8883 1.0 LINE DATA FOR A 6-BUS TEST SYSTEM 

Line 
No. 

From 
Bus 

To 
Bus 

No. of 
Circuit 

R 
(P.U.) 

X 
(P.U.) 

Bc 4 0 0 0 0.7948 0.1577 0.0475 1.0 
5 0 0 0 0 1 0 1.0 (P.U.) 
6 0 0 0 0 0.7686 0.2314 1.0 1 1 2 3 0.0012 0.0150 0 7 0 0 0 0 1 0 1.0 2 1 4 2 0.0230 0.1380 0.2710 8 0 0 0 0 0.1117 0.8883 1.0 3 1 6 3 0.0150 0.0920 0.1810 9 0 0 0 0 1 0 1.0 4 2 4 4 0.0010 0.0120 0  5 2 5 2 0.0170 0.1660 0.3260  6 3 4 2 0.0150 0.0920 0.1810  7 3 5 3 0.0020 0.0240 0  8 3 6 2 0.0120 0.0150 0 TABLE VI 9 5 6 1 0.0230 0.1380 0.2710 REVENUE OF TRANSMISSION USE 

Line 
No. 

Revenue  (M$/year) R: Line resistance; Xl: Line reactance; Bc: Shunt susceptance 

B. Step 2: allocation of total transfer capacity  
The total transfer capacity (TTC) of each line is allocated to 

TUC based on real MW line flow and total fixed cost of each 
transmission line. Likewise, it is also allocated to TIRMC and 
TERMC based on transmission internal reliability margin and 
transmission external reliability margin respectively. Table III 
illustrates figures to be used for the calculations. 

 
 
 

 TUC TIRMC TERMC′ TTLC 
1 0.1302 0.1 0.3747 0.6049 
2 0.7061 2 0.0319 2.7386 
3 2.4409 1.95 0.9.738 5.3647 
4 0.4803 0.18 1.8061 2.4664 
5 1.0993 1.5 1.1417 3.7410 
6 1.6115 2.6 0.3180 4.5295 
7 0.4232 0.27 0.8461 1.5393 
8 0.5524 1 0.1247 1.6771 
9 0.2012 0 0.0179 0.2191 

Total 7.6451 9.6 5.6349 22.88 
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TABLE VII 

LINE OUTAGE RELIABILITY IMPACT FACTOR  
k

lLORIF
Failed line  Impacted 

line  1 2 3 4 5 6 7 8 9 Total 
1 0 0.1317 0.7378 0 0 0 0.1158 0 0.0146 1.0 
2 0.1338 0 0.0631 0.8023 0 0 0 0 0.0009 1.0 
3 0.1096 0.0092 0 0.3880 0.2480 0.1723 0 0.0729 0 1.0 
4 0 0.1199 0.3963 0 0.4836 0 0 0 0.0002 1.0 
5 0 0 0.2128 0.4067 0 0.1432 0.2270 0 0.0102 1.0 
6 0 0 0.4893 0.0360 0.4732 0 0 0 0.0016 1.0 
7 0.0447 0 0 0 0.7124 0 0 0.1566 0.0864 1.0 
8 0 0 0.5542 0 0 0 0.4458 0 0 1.0 
9 0.0457 0.0027 0 0.0043 0.2504 0.0115 0.6855 0 0 1.0 

 

C. Step 3: revenue reconciliation  
     From Table III, total transmission fixed cost is 22.88 
M$/year. The cost of each transmission line is decomposed 
into three parts; TUC, TIRMC and TERMC as shown in Table 
VI. The total TUC is 7.6451 M$/year (33.41% of total cost), 
total TIRMC is 9.6 M$/year (41.96%) and total TERMC is 
5.6349 M$/year (24.63%). It is observed that revenue 
collectable from line 1 is greater than its cost. This means that 
reliability reserve margin of line 1 is shared by the others. In 
contrast, revenue of line 2 is lower than its cost which means 
that it uses reliability reserve margin of other lines more than 
its own. It is also noted to observe that this proposed method 
could fully recover the overall cost.  

D. Step 4: allocation of transmission cost to users 
     Transmission charges are distributed to generators and 
loads in three cases as shown in Table VIII to X. In Case 1, all 
transmission charges are passed on to generators only while 
loads are fully responsible for transmission charges in Case 2. 
Case 3 gives solution for both generators and loads side that 
transmission charges are assumed to be equally distributed 
( Gα = Dα = 0.5) as shown in Table X.  

E. Step 5: analysis of results 
     The average transmission charge at generator and load 
buses in terms of $/MW /year is found from the allocated total 
transmission line charge at a particular bus divided by the 
maximum power at that bus as given in Table XI. It is evident 
that the transmission charge of generator G1 (bus1) is highest 
because it uses whole capacity of line 1, 2, and 3 during 
normal operation. In addition, it utilizes more transmission 
lines (in this case) than the others. Thus, it has to be more 
liable to greater reliability charge. 

For the demand side, load at bus 6 is entitled for the 
greatest transmission charge because it uses capacity of line 3 
which has the highest embedded cost in a very large portion. 
On the contrary, load at bus 2 pay the cheapest transmission 
charge since most of its demand is directly served by 
generator G2 while the remaining is delivered from generator 
G1 through line 1 which has cheapest cost. Load at bus 1 is not 
required to pay any transmission charge since it is fully 
powered by generator G1. 

 
Fig. 5.  A 6-bus test system for case study  
 

TABLE VIII 
TRANSMISSION CHARGE OF CASE 1  

Case : Transmission charge at generator buses (M$/year) Line 
No. 1 2 3 4 5 6 Total 
1 0.6049 0 0 0 0 0 0.6049 
2 2.7380 0 0 0 0 0 2.7380 
3 5.3647 0 0 0 0 0 5.3647 
4 0.8444 1.6220 0 0 0 0 2.4664 
5 1.2808 2.4602 0 0 0 0 3.7410 
6 1.8988 2.6307 0 0 0 0 4.5295 
7 0.1889 0.2617 1.0888 0 0 0 1.5393 
8 0.2058 0.2851 1.1862 0 0 0 1.6771 
9 0.1602 0.0115 0.0475 0 0 0 0.2191 

Total 13.2865 7.2711 2.3225 0 0 0 22.88 
  

TABLE IX 
TRANSMISSION CHARGE OF CASE 2 

Case 2: Transmission charge at load buses (M$/year) Line 
No. 1 2 3 4 5 6 Total 
1 0 0.0637 0 0.3375 0.1835 0.02016 0.6049 
2 0 0 0 2.1762 0.4318 0.1300 2.7380 
3 0 0 0 0 0.5993 4.7654 5.3647 
4 0 0 0 1.9604 0.3890 0.1171 2.4664 
5 0 0 0 0 3.7410 0 3.7410 
6 0 0 0 0 3.4813 1.0482 4.5295 
7 0 0 0 0 1.5393 0 1.5393 
8 0 0 0 0 0.1874 1.4897 1.6771 
9 0 0 0 0 0.2191 0 0.2191 

Total 0 0.0637 0 4.4741 10.7716 7.5705 22.88 
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TABLE X 

TRANSMISSION CHARGE OF CASE 3 
Transmission charge at generator 

buses (M$/year) 
Transmission charge at load buses 

(M$/year) 
Line No. 

1 2 3 2 4 5 6 

 
Total  

1 0.30245 0 0 0.031846 0.16877 0.091752 0.010081 0.6049 
2 1.369 0 0 0 1.0881 0.21589 0.064999 2.7380 
3 2.6823 0 0 0 0 0.29966 2.3827 5.3647 
4 0.42222 0.81101 0 0 0.98019 0.19448 0.058553 2.4664 
5 0.6404 1.2301 0 0 0 1.8705 0 3.7410 
6 0.94939 1.3154 0 0 0 1.7407 0.52408 4.5295 
7 0.094431 0.13083 0.54441 0 0 0.76967 0 1.5393 
8 0.10288 0.14254 0.59312 0 0 0.093679 0.74486 1.6771 
9 0.080110 0.005703 0.023731 0 0 0.10954 0 0.2191 

Total 6.6432 3.6355 1.1613 0.0318 2.2371 5.3858 3.7853 22.88 

 
TABLE XI 

Average Transmission Charge at Buses 
Generator ($/MW/year) Load ($/MW/year) 
1 2 3 2 4 5 6 

18946 14542 7741.7 796.16 9321.1 21543 23658 

IV. CONCLUSION  
One of challenges in electricity supply industry is to 

develop transparent and equitable transmission service pricing 
where the importance of reliability and security should be 
fairly allocated among users. The same mechanism should be 
able to recover the full amount of embedded transmission 
costs. The transmission system operator should also guarantee 
adequate transmission reliability reserve margin to secure an 
operation even in case of contingency.  

This paper attempts to differentiate the base capacity and 
reliability capacity reserved for both internal and external line 
use which is transparent and fair to all users. The charge for 
both capacities is calculated based proportionally on its 
portion of their use with the help from Bialek electricity 
tracing approach and the LORIF index. The proposed method 
reflects right economic efficiency and also gives right signal 
for transmission expansion and probably be appropriate for the 
users to select the location of power stations. It also enables 
transmission grid owners to fully recover the embedded cost 
of the transmission system. 
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