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Tämän työn tarkoituksena oli selvittää tämänhetkisiä tuulivoimalaitosten simulointiin liittyviä 
vaatimuksia ja ohjelmistoja, joilla simuloinnit voidaan tehdä. Lisäksi tarkoituksena oli tarkastella 
kuvitteellisen tuulivoimalaitoksen verkkovaihtoehtojen keskinäistä kannattavuutta ja voimalaitok-
sen pätötehohäviöiden vaikutusta kokonaiskustannuksiin eri kaapelikoilla. 

Suomessa tuulivoimalaitosten simulointiin liittyviä vaatimuksia asettaa pääasiassa kantaverk-
koyhtiö Fingrid Oyj. Fingridin vaatimusdokumentissa ”Voimalaitosten järjestelmätekniset vaati-
mukset” asetetaan vaatimukset kantaverkkoon liitettäville voimalaitoksille. Dokumentissa on esi-
tetty simulointivaatimukset, jotka käsittävät mallinnusvaatimukset, loistehokapasiteetti-, lähivika-
kestoisuus- ja jännitteensäädön askelvastelaskelman, sekä tapauskohtaiset erityistarkasteluvaa-
timukset. Mallinnusvaatimusten mukaan Fingridille on toimitettava tehonjako-, vikavirta- ja dyna-
miikkalaskennassa käytetyt aggregoidut laskentamallit. Suomessa tuulivoimalaitosten simuloin-
nissa tarvittavat ohjelmat ovat PSS®E ja alisynkronista vuorovaikutusta koskevissa erityistarkas-
teluissa PSCAD. Laskentamallit on toimitettava PSS®E-yhteensopivina, tai IEC- tai IEEE-stan-
dardien mukaisina lohkokaaviomalleina ja parametreina. Fingrid on julkaissut myös erillisen oh-
jeen toimitettavista PSS®E- ja PSCAD-laskentamalleista. Muilla laskentaohjelmilla toteutetut 
staattiset tehonjako- ja vikavirtalaskentamallit on yleensä mahdollista muuntaa PSS®E:lle sopi-
vaan muotoon. Muilla laskentaohjelmilla toteutettuja dynamiikkalaskentamalleja on vaikea muun-
taa automaattisesti PSS®E:lle sopivaan muotoon, joten niiden sijaan on mahdollista toimittaa em. 
standardien mukaiset lohkokaaviomallit. 

Tässä työssä tarkasteltiin myös kuvitteellisen tuulivoimalaitoksen eri verkkovaihtoehtojen kan-
nattavuutta. Tarkastelua varten luotujen verkkovaihtoehtojen jännitetasot tuulivoimalaitoksen si-
säisessä kaapeliverkossa olivat 33 kV ja 66 kV. Verkkovaihtoehtojen mallit luotiin PowerFactory-
ohjelmistolla. Kullekin verkkovaihtoehdolle laskettiin vuosittaiset pätötehohäviöt PowerFactoryn 
Power Park Energy Analysis -työkalua käyttäen. Laskettuja pätötehohäviöitä käytettiin häviökus-
tannusten laskennassa. Pätötehohäviöistä suurin osa, noin 90 %, syntyi voimalaitoksen muunta-
jissa. Verkkovaihtoehtojen lisäksi työssä vertailtiin kuormitettavuuden perusteella mitoitettujen ja 
yhtä kokoa suurempien kaapelien käytön kannattavuutta. Vertailun kokonaiskustannuksina käy-
tettiin investointikustannusten ja nykyarvomenetelmällä diskontattujen voimalaitoksen pitoajan 
häviökustannusten summaa. Kokonaiskustannuksista noin 40 % koostui häviökustannuksista. 

Tämän työn verkkovaihtoehdoista kannattavin oli 33 kV JK1, joskin todellisuudessa kannatta-
vin voisi olla jonkinlainen verkkovaihtoehtojen yhdistelmä. Työssä tehdyn laskentatarkastelun pe-
rusteella 66 kV:n jännitetaso oli selkeästi kallein. 66 kV:n vaihtoehdon kustannukset olivat noin 
20 % suuremmat kuin vaihtoehdon 33 kV JK1 kustannukset. Muiden verkkovaihtoehtojen väliset 
erot kokonaiskustannuksissa olivat korkeintaan noin 2 %. Työssä mitoitettujen kaapelien sijaan 
työn voimalaitoksen ketjutetuissa verkkovaihtoehdoissa on todennäköisesti kannattavampaa 
käyttää yhtä kokoa paksumpia kaapeleita. Mitoitettuja kaapeleita suositellaan käytettäväksi jako-
kaapilla yhdistetyissä verkkovaihtoehdoissa. 66 kV:n jännitetason, verkkovaihtoehtojen ja pak-
sumpien kaapelien lopullinen kannattavuus riippuu mm. kaapelien ja muiden laitteiden todellisista 
hinnoista, investointien korkoprosentista, sähkön hinnasta ja voimalaitoksen verkkotopologiasta. 
Lisäksi eri jännitetasoja käyttäviä vaihtoehtoja verrattaessa kannattavuuteen tai toteutuskelpoi-
suuteen voi vaikuttaa ainakin tarvittavan loistehon kompensointiratkaisun hinta sekä komponent-
tien saatavuus. 
 
Avainsanat: 66 kV, 33 kV, tuulivoimalaitos, tuulipuisto, verkkoliityntä, Voimalaitosten 
järjestelmätekniset vaatimukset, simulointi, pätötehohäviöt, kustannuslaskenta, sisäverkko, 
sisäinen sähköverkko, kaapeliverkko 
 
Tämän julkaisun alkuperäisyys on tarkastettu Turnitin OriginalityCheck –ohjelmalla.  
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ABSTRACT 

Erkki Tervonen: Simulation Requirements of Wind Power Plants and Importance of Energy 
Losses in Cost Calculation of Wind Power Plant Internal Networks – An Example Review at 
Voltage Levels 33 and 66 kV  
Master of Science Thesis 
Tampere University 
Master’s Degree Programme in Electrical Engineering 
March 2023 

 

The purpose of this thesis was to find out the current requirements related to the simulation of 
wind power plants (WPPs) and the software options able to do the simulations. In addition, the 
purpose was to examine the economic viability between different network options of an imaginary 
WPP and the effect of the WPP’s energy losses on total costs with different cable sizes. 

In Finland, requirements related to the simulation of WPPs are mainly set by the transmission 
system operator Fingrid Oyj. Fingrid's requirements document "Voimalaitosten järjestelmätekni-
set vaatimukset" sets the requirements for power plants connected to the transmission network. 
In the document the simulation requirements, which include the modeling requirements, reactive 
power capability and fault ride through calculations and step response calculation of voltage con-
trol, as well as case-specific special study requirements, are presented. According to the model-
ing requirements, the aggregated calculation models used in the load flow, fault current and dy-
namic calculations must be delivered to Fingrid. The software needed for the simulation of WPPs 
are PSS®E and, for special studies concerning subsynchronous oscillation, PSCAD. The calcu-
lation models must be delivered as PSS®E compatible, or as block diagram models and param-
eters according to IEC or IEEE standards. Fingrid has also published separate instructions on the 
PSS®E and PSCAD models to be delivered. It’s usually possible to convert the static load flow 
and fault current calculation models implemented with other simulation software into a format 
suitable for PSS®E. Dynamic calculation models implemented with other simulation software are 
difficult to convert automatically into a format suitable for PSS®E, so it’s possible to deliver block 
diagram models according to the above standards instead. 

The economic viability of different network options of an imaginary WPP, were also examined. 
Network options created for the comparison used 33 kV and 66 kV voltage levels in the WPP’s 
internal cable network. The cables were chosen to have sufficient current capacity. The models 
of the network options were implemented in PowerFactory software. Annual energy losses were 
calculated for each network option using PowerFactory's Power Park Energy Analysis tool. Most 
of the energy losses, about 90 %, occurred in the transformers of the WPP. In addition to the 
network options, the economic viability of using cables chosen in this thesis and cables one size 
larger than those, were compared. The sum of investment costs and the energy loss costs of the 
WPP’s lifetime discounted using present value method was used as the total cost of the network 
options in the comparison. About 40 % of the total costs consisted of the energy loss costs. 

The most economically viable of the network options of this thesis was 33 kV JK1, although in 
reality the most viable could be some kind of combination of the network options. Based on the 
calculations performed in the work, the 66 kV voltage level was clearly the most expensive. The 
costs of the 66 kV option were about 20 % higher than the costs of the option 33 kV JK1. The 
differences in total costs between the other network options were at most about 2 %. In the 
chained network options of the WPP of the thesis it is probably more viable to use cables that are 
one size larger than those originally chosen. The chosen cables are recommended to be used in 
the network options connected with a distribution cabinet. Eventually the economic viability of the 
66 kV voltage level, network options and thicker cables depends on e.g. the real prices of cables 
and other equipment, the interest rate of investments, the price of electricity and the network 
topology of the power plant. In addition, when comparing alternatives using different voltage lev-
els, the price of the necessary reactive power compensation solution and the availability of com-
ponents can affect economic or general viability. 
 
Keywords: 66 kV, 33 kV, wind power plant, wind farm, grid connection, grid code, simulation, 
energy losses, cost calculation, internal network, internal electrical network, cable network 
 
The originality of this thesis has been checked using the Turnitin OriginalityCheck service. 
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1. JOHDANTO 

1.1 Taustaa 

Tuulivoima on voimakkaasti kasvava energiantuotantomuoto. Tuulivoima ei enää ole 

marginaalinen tuotantomuoto Suomessakaan, sillä sen osuus Suomessa tuotetusta 

energiasta oli esimerkiksi vuonna 2021 noin 12 % [1]. Asennettu tuulivoimakapasiteetti 

Suomessa oli vuoden 2022 lopussa 5 677 MW [2]. Suomessa tuulivoimalaitoksia raken-

netaan jatkuvasti lisää, ja itse tuulivoimaloiden ohella voimalaitoskoko vaikuttaa kasva-

van [2–5]. Tuulivoimaa on rakenteilla muutama tuhat MW ja suunnittelun eri vaiheissa 

yhteensä yli 60 000 MW, joskin suuri osa näistä jää luultavasti toteutumatta [6,7]. On 

kuitenkin selvää, että tuulivoiman vaikutukset sähköjärjestelmään ovat yhä suuremmat 

ja voimalaitosten järjestelmään liittämiseen on kiinnitettävä entistä enemmän huomiota. 

Järjestelmävastaavana kantaverkonhaltijana Fingrid Oyj (jäljempänä Fingrid) on vas-

tuussa Suomen sähköjärjestelmän teknisestä toimivuudesta ja käyttövarmuudesta. Jär-

jestelmävastuun perusteella Fingrid onkin asettanut ehtoja ja vaatimuksia verkkoon liit-

tymiselle. Tarvittaessa Fingrid voi rajoittaa liitynnän tai voimalaitoksen toimintaa, mikäli 

nämä vaatimukset eivät toteudu. [8] Fingridin verkkosivuilla on julkaistu vaatimusdoku-

mentit voimalaitoksille, kulutukselle ja sähkövarastoille, verkkoliitynnän yleiset periaat-

teet määrittelevät Yleiset liittymisehdot (YLE) sekä muuta materiaalia verkkoon liittymistä 

koskien. Näistä oleellisin tämän työn kannalta on Voimalaitosten järjestelmätekniset vaa-

timukset (VJV). Fingrid päivittää em. dokumentteja muutaman vuoden välein. Nyt alku-

vuodesta 2023 voimassa ovat Yleiset liittymisehdot YLE2021 ja Voimalaitosten järjestel-

mätekniset vaatimukset VJV2018 [9,10]. 

1.2 Työn tavoite 

Tämä työ toteutetaan toimeksiantona Despro Engineering Oy:lle. Työn tavoitteena on 

perehtyä tuulivoimalaitosten mallintamiseen verkostolaskentaohjelmalla ja tutustua tuu-

livoimalaitosten simulointiin yleisellä tasolla. Työssä luodaan katsaus ajantasaisimpaan 

tietoon simulointivaatimuksista ja -ohjeista, sillä nämä päivittyvät ja täydentyvät jatku-

vasti, kuten tämänkin työn aikana on käynyt. Simulointivaatimusten lisäksi tavoitteena 
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on selvittää simulointeihin liittyviä asiakastarpeita, simulointiohjelmia ja muita simuloin-

teihin mahdollisesti liittyviä ja niissä huomioitavia asioita. Näin saadaan käsitys siitä, 

minkä tyyppisiä simulointeja ja laskentaa tuulivoimalaitoksiin liittyy.  

Työn käytännön osuuden tavoitteena on saada käsitys eri kaapelikokojen ja verkkotopo-

logioiden vaikutuksista voimalaitosten sisäisen sähköverkon pätötehohäviöihin ja edel-

leen kokonaiskustannuksiin. Näihin liittyen tavoitteena on myös saada käsitys siitä, 

kuinka voimalaitoksen sisäisen keskijänniteverkon kaapelit kannattaa valita, sekä siitä, 

onko 66 kV:n jännitetason käyttö tuulivoimalaitosten sisäisissä kaapeliverkoissa talou-

dellisesti kannattavaa.  

1.3 Työn rajaus ja tutkimuskysymykset 

Tuulivoimalaitosten sähköverkon simuloinnille on paljon kysyntää tuulivoiman ollessa 

voimakkaasti kasvava energiantuotantomuoto. Työ rajautuukin nimenomaan tuulivoima-

laitosten verkon simuloinnin ja sen vaatimusten tarkasteluun. Simulointiliiketoimintaa on 

mahdollista laajentaa myöhemmin muuallekin kuin tuulivoiman pariin. 

Simulointien tavoitteena on varmistaa, että tuulivoimalaitoksen sähköverkko toteuttaa 

voimalaitoksen rakennuttajan sille asettamat odotukset ja kantaverkkoyhtiö Fingridin laa-

timat Voimalaitosten järjestelmätekniset vaatimukset sekä liittymispisteen verkonhaltijan 

(jos muu kuin Fingrid) vaatimukset. Vaihtoehtoisten verkkotopologioiden kannattavuu-

den tarkastelu ja tuulivoimalaitoksen kaapelien valinta rajataan työn käytännön osuu-

dessa tehtävään laskentatarkasteluun kuvitteellisessa tuulivoimalaitoksessa. Verkon si-

mulointiin, verkkotopologioiden ja 66 kV:n jännitetason kannattavuuteen, sekä kaapelien 

valintaan liittyen on tärkeää vastata seuraaviin tutkimuskysymyksiin: 

• Mitkä ovat simuloinnin kannalta oleellisimmat vaatimukset? 

• Mitä laskelmia ko. vaatimusten perusteella on tehtävä? 

• Millä ohjelmistoilla VJV2018-simuloinnit voidaan toteuttaa? 

• Miten tuulivoimalaitoksen verkko mallinnetaan? 

• Miten tuulivoimalaitoksen kaapelit kannattaa valita? 

• Kuinka suuret kustannukset 66 kV:n jännitetasolla on suhteessa 33 kV:n jännite-

tasoon? 

• Millaiset verkkoratkaisut ovat kannattavimpia? 
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1.4 Työn sisältö 

Luvussa 2 käsitellään tuulivoimalaitoksen rakennetta, komponentteja ja sen sisäisen 

keskijänniteverkon topologioita. Luvussa 3 perehdytään simulointiin liittyviin vaatimuksiin 

ja toisaalta tuulivoimalaitoksen rakennuttajan simulointitarpeisiin sekä tutustutaan ohjel-

mistoihin, joita tuulivoimalaitosten simuloinneissa tyypillisesti käytetään. Myös tuulivoi-

malaitosten simuloinneissa tarvittaviin ohjelmien ominaisuuksiin ja ohjelmien yhteenso-

pivuuteen luodaan katsaus. Luvussa 4 tutustutaan tuulivoimalaitoksen mallintamiseen 

laskentaohjelmalla ja esitetään kannattavuustarkasteluissa käytettävät verkkovaihtoeh-

dot kuvitteellisen tuulivoimalaitoksen sisäverkolle sekä luodaan verkkomallit näille. Lu-

vussa 5 lasketaan pätötehohäviöt ja investointikustannukset voimalaitoksen verkkovaih-

toehdoille ja tarkastellaan eri verkkovaihtoehtojen ja kaapelikokojen keskinäistä kannat-

tavuutta. Luvussa tehdään myös herkkyysanalyysi tärkeimmillä muuttujilla eri kaapeliko-

kojen ja verkkovaihtoehtojen kannattavuudesta, jotta saadaan käsitys mahdollisesta vir-

heestä ja kattavampi näkemys verkkovaihtoehtojen ja kaapelikokojen kannattavuudesta 

eri tilanteissa. Luvussa 6 pohditaan muita virhelähteitä ja joitakin työssä tehtyjä havain-

toja yleisesti. Lopuksi luvussa 7 kootaan yhteen tärkeimmät simulointivaatimukset ja si-

mulointiohjelmiin liittyvät asiat sekä kustannuslaskennan tulokset. Lopussa esitetään 

myös jatkokehitysehdotukset. 
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2. TUULIVOIMALAITOKSEN RAKENNE 

Tuulivoimalaitos (käytetään myös nimitystä tuulivoimapuisto tai tuulipuisto) koostuu tuu-

livoimaloista, huoltoteistä, voimalaitoksen sisäisestä keskijänniteverkosta, sähköase-

masta sekä kantaverkkoon tai suurjännitteiseen jakeluverkkoon liittymistä varten mah-

dollisesti rakennettavasta liittymisjohdosta. Tuulivoimalaitoksen sisäverkosta puhutta-

essa tarkoitetaan sillä tässä työssä tuulivoimalaitoksen sisäistä keskijänniteverkkoa. 

Verkon rakenne on oleellista tuntea ainakin siltä osin kuin sitä simuloinnissa mallinne-

taan. 

Tuulivoimalaitoksen liittymispiste sijaitsee Fingridin tai jakeluverkon haltijan johdolla tai 

sähköasemalla. Tästä syystä myös tuulivoimalaitoksen sähköaseman ja liittymispisteen 

välinen liittymisjohto on mallinnettava simuloinneissa. Vaikka varsinaista liittymisjohtoa 

ei olisikaan, on voimalaitoksen päämuuntaja mallinnettava myös 110 kV:n voimajohtolii-

tynnässä, sillä liittymispiste on yleensä yläjännitepuolella.  

Tuulivoimalaitoksen rakenne käydään läpi siten, että aluksi luvussa 2.1 kerrotaan voi-

malaitoksen liittymisjohdosta ja sähköverkkoon liittymisestä. Tämän jälkeen luvussa 2.2 

tutustutaan tuulivoimaloihin yleisesti, tuulivoimalatyyppeihin ja niiden ominaisuuksiin, ku-

ten loistehokapasiteettiin, sekä tuulivoimaloiden dynaamiseen mallintamiseen liittyviin 

standardeihin. Luvussa 2.3 tutustutaan lyhyesti tuulivoimalaitoksen sähköasemaan ja si-

säverkon komponentteihin. Luvussa 2.4 tutustutaan vielä tuulivoimalaitoksen sisäver-

koissa käytettäviin topologioihin sekä lyhyesti niiden ominaisuuksiin. 

2.1 Liittymisjohto ja sähköverkkoon liittyminen 

Tuulivoimalaitos liittyy kantaverkkoon tai (suurjännitteiseen) jakeluverkkoon suoraan tai 

liittymisjohdolla. Liittymisjohdon tekniikka ja jännitetaso ovat voimalaitoskohtaisia ja riip-

puvat mm. voimalaitoksen tehosta ja sen etäisyydestä liityttävään sähköverkkoon. Liitty-

misjohdolla käytetty tekniikka voi olla vaihtovirta (AC) tai tasavirta (DC). Tyypillinen liitty-

misjohto on suurjännitteinen (Suomessa 110 kV) AC-johto. Maalla käytetään usein ilma-

johtoa ja joskus kaapelia, mutta merellä kaapeli on käytännössä ainoa vaihtoehto. DC-

liittymisjohdon käyttö tulee kysymykseen lähinnä suurissa merituulivoimalaitoksissa, 

joissa tehot ovat maatuulivoimalaitoksia useita kertoja suurempia ja siirtoetäisyydet man-

tereelle pitkiä. DC-liittymisjohtoja ei tällä hetkellä ole käytössä Suomessa, joten jatkossa 
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liittymisjohdosta puhuttaessa tarkoitetaan sillä nimenomaan AC-liittymisjohtoa. Tuulivoi-

malaitosten liittymisjohdoista ja verkkoon liittämisestä on kerrottu tarkemmin esimerkiksi 

kirjassa Wind Energy Handbook. [11] 

Fingrid laskuttaa kantaverkkoon liittyjää liittymispisteen loissähkön tuotannosta ja kulu-

tuksesta loissähköikkunan mukaisesti. Liittymisjohdon vaikutusta liittymispisteen loiste-

hoon ei huomioida, mikäli energiamittaus on Fingridin verkkoon liittyjän omalla sähkö-

asemalla. [12] Liittymisjohdon loisteho ei myöskään vaikuta Fingridin verkkoon liittyvältä 

voimalaitokselta vaadittavaan loistehokapasiteettiin, jos loistehokapasiteetin täyttymistä 

päätetään tarkastella voimalaitoksen päämuuntajan yläjännitepuolen navoissa (ks. luku 

3.1.3). Tällöin loistehosta voidaan kuitenkin laskuttaa loissähköikkunan mukaisesti. Lois-

sähköikkunasta kerrotaan lisää luvussa 3.1.5. 

Kevyesti kuormitettu pitkä liittymisjohto tuottaa merkittävästi loistehoa. Tätä voidaan em. 

seikoista huolimatta joutua kompensoimaan. Haaste on kaapelia käytettäessä suurempi, 

sillä kaapeli tuottaa ilmajohtoa moninkertaisesti enemmän loistehoa suuremman kapa-

sitanssinsa vuoksi. Liittymisjohdon tuottamaa loistehoa voidaan kompensoida esim. re-

aktoreilla liittymispisteessä tai lisäämällä voimalaitoksen loistehon kulutusta. Tuulivoima-

laitoksen induktiivinen loistehokapasiteetti on yleensä luontaisesti hyvä, sillä voimaloissa 

käytetään usein induktiogeneraattoreita. Lisäksi voimaloiden suuntaajat mahdollistavat 

loistehon laajan säädön. Tuulivoimaloiden loistehokapasiteetista on kerrottu tarkemmin 

luvussa 2.2.2.  

Fingridin teknisen ohjeen ”Voimalaitoksen pitkän liittymisjohdon loistehon hallinta” mu-

kaan liittymisjohdon loistehon tuotantoa suurempi ongelma on raskaasti kuormitetun pit-

kän liittymisjohdon loistehon kulutus. Ratkaisuksi ohjeessa esitetään voimalaitoksen lois-

tehokapasiteetin hyödyntämistä. [13] Myös esim. kondensaattoriparistoilla voidaan tuot-

taa ongelman ratkaisemiseksi tarvittavaa loistehoa. On toki huomattava, että Fingridin 

ohje keskittynee tarkastelemaan asiaa ilmajohtojen osalta. Liittymisjohdon loistehon ku-

lutukseen liittyvä haaste on pienempi liittymisjohdon ollessa kaapeli. Joka tapauksessa 

liittymisjohdon pituus kannattaa pyrkiä pitämään kohtuullisena jo kustannussyistäkin. 

Suomessa yli 250 MW:n voimalaitokset liitetään teknisistä syistä ensisijaisesti 400 kV:n 

kytkinlaitokseen. Tätä pienemmät voimalaitokset voidaan liittää 110 kV:n tai 220 kV:n 

kytkinlaitokseen. Voimalaitos voi liittyä myös suoraan Fingridin 110 kV:n voimajohtoon. 

Voimajohtoliitynnässä yksittäisen muuntajan suurin sallittu nimellisteho on 40 MVA ja 

pienin sallittu oikosulkureaktanssi 48 Ω. Voimajohtoliitynnän suurin sallittu yhteenlas-

kettu muuntajakapasiteetti on 65 MVA, joka voi koostua useammasta muuntajasta. Eril-

listen muuntajien sijaan on mahdollista käyttää kolmikäämimuuntajaa, jonka nimellisteho 
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on korkeintaan 63/31,5/31,5 MVA. Kolmikäämimuuntajan suur- ja keskijännitekäämien 

välisen oikosulkureaktanssin tulee olla vähintään 48 Ω, ja keskijännitekäämit eivät saa 

olla rinnankytketty.  Voimajohtoliitynnän kuormittaminen on sallittu enintään 60 MW:iin 

saakka. [10] 

2.2 Tuulivoimalat 

Tuulivoimala muuntaa tuulen liike-energiaa roottorin pyörimisliikkeeksi, joka edelleen 

muunnetaan sähköenergiaksi generaattorilla. Generaattorilta lähtee kaapelointi (mah-

dolliselle) suuntaajalle sekä voimalamuuntajalle. Muuntajalta lähtevät keskijännitekaa-

pelit viedään voimalan kojeistolle. Tyypillinen nykyaikainen kaupallinen tuulivoimala on 

kolmilapainen vaaka-akselinen voimala. [11,14] Kuvassa 1 on esitetty tällaisen tuulivoi-

malan periaatteellinen rakenne. 

 

 

Kuva 1. Tuulivoimalan periaatekuva [15, s. 262]. 

Kuvan 1 mukaisesti voimalan sähköiset komponentit sijaitsevat nykyään pääosin nasel-

lissa. Voimalakoon ja tornin korkeuden kasvu on vienyt komponentteja yhä enemmän 

voimalan yläosaan. Siirtoetäisyys tornin juurelle on kasvanut, ja tehon siirtäminen keski-

jännitteellä tornin juurelle on pienjännitettä helpompaa. Muuntaja voi kuitenkin sijaita 

myös tornin alaosassa. Kytkinlaitteiston sopiva sijainti on voimalan juurella, sillä sisäver-

kon topologiasta riippuen siihen voidaan liittää toiselta voimalalta tuleva kaapeli. [11,14] 

Topologioista on kerrottu lisää luvussa 2.4. 
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2.2.1 Tuulivoimalatyypit 
Tarkemmin tuulivoimalat voidaan jakaa tehonsäätömekanismin tai voimalan roottorin 

pyörimisnopeuden mukaan. Standardin IEC 61400-27-1 mukaisesti voimalat voidaan ja-

kaa roottorin pyörimisnopeuden mukaan seuraavasti: vakionopeuksiset (type 1), rajoite-

tusti muuttuvanopeuksiset (type 2) ja muuttuvanopeuksiset osa- (type 3) tai täystehoi-

sella suuntaajakäytöllä (type 4) [16–18]. Käytännössä kaikki modernit tuulivoimalat ovat 

tyyppiä 3 tai 4, joten seuraavaksi tutustutaan vain näihin [19, s. 7–8].  

Tyypin 3 voimala on muuttuvanopeuksinen voimala osatehoisella suuntaajakäytöllä. Voi-

malan periaatekuva on esitetty kuvassa 2. 

 

Kuva 2. Tyypin 3 tuulivoimalan periaatekuva. Muokattu lähteestä [20, s. 56]. 

Kuten kuvasta 2 havaitaan, generaattori on kytketty verkkoon sekä suoraan, että suun-

taajan välityksellä. Tästä käytetään myös nimitystä kaksoissyötetty epätahtigeneraattori 

(DFIG). Suuntaaja voidaan kytkeä verkkoon esim. voimalan kolmikäämimuuntajan väli-

tyksellä tai kytkeä voimalan kaksikäämimuuntajan pienjännitepuolelle riippuen siitä, mil-

lainen muuntaja voimalassa on. Näitä kahta kytkentätapaa on havainnollistettu kuvassa 

2 katkoviivalla.  

DFIG:n ohjattavuus on hyvä, vaikka suuntaajan mitoitus on tyypillisesti vain 30 % gene-

raattorin nimellistehosta [18, s. 3; 20, s. 58]. Nopeusalue, jolla generaattori voi toimia, on 

tyypillisesti -40…+30 % tahtinopeudesta [20, s. 59]. Tämä mahdollistaa eri tuulenno-

peuksien tehokkaamman hyödyntämisen energiantuotannossa. DFIG:n suurin hyöty on 

kuitenkin erillinen pätö- ja loistehon säätömahdollisuus, mikä on perinteisesti tahtikoneen 

ominaisuus [18, s. 3].  

Tyypin 4 voimala on muuttuvanopeuksinen täystehoisella suuntaajakäytöllä. Suuntaaja 

on siis mitoitettu kestämään generaattorin koko virta. Lisäksi mitoituksessa on huomioitu 

voimalalle suunniteltu loistehokapasiteetti. Kuvassa 3 on esitetty tyypin 4 voimalan peri-

aatekuva. 
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Kuva 3. Tyypin 4 tuulivoimalan periaatekuva [20, s. 56]. 

Kuten kuvasta 3 havaitaan, vaihdelaatikko on piirretty katkoviivalla. Tällä tarkoitetaan, 

että voimalassa ei välttämättä ole vaihdelaatikkoa vaan se voi olla myös suoravetoinen. 

Voimalan ja generaattorin roottori ovat tällöin suoraan yhteydessä toisiinsa ja pyörivät 

samalla, hitaalla nopeudella. Tämän mahdollistaa täystehoinen suuntaaja. Täystehoinen 

suuntaaja mahdollistaa myös minkä tahansa generaattorityypin käytön, tarvittaessa yh-

dessä vaihteiston kanssa. [18, s. 3] Esimerkiksi epätahtigeneraattoria käytettäessä vaih-

delaatikko voi olla tarpeen voimalan roottorin alhaisen nopeuden vuoksi. 

2.2.2 Tuulivoimaloiden loistehokapasiteetti 
Tyypin 3 voimalan tyypillinen loistehokapasiteetti generaattorin navoilla on tehokertoimin 

ilmoitettuna välillä 0,95kap – 0,9ind. Voimaloita on myös saatavilla laajemmalla loistehoka-

pasiteetilla 0,9kap – 0,9ind. Tyypin 4 voimaloiden tehokertoimen asettelualue on myös 

laaja. Jotkin tyypin 3 ja 4 voimalat voivat tuottaa loistehoa myös silloin, kun voimalan 

roottori ei pyöri eli pätötehoa ei tuoteta. Tämä on taajuusmuuttajan ominaisuus, joka si-

nänsä olisi kaikissa tyypin 3 ja 4 voimaloissa, mutta voimalavalmistajat rajoittavat omi-

naisuuden käyttöä tarjoamalla sitä maksullisena optiona. [18,21] Tuulivoimaloiden lois-

tehokapasiteettia on havainnollistettu kuvassa 4. 
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Kuva 4. Tyypin 3 ja 4 tuulivoimaloiden loistehokapasiteettikäyrät. Muokattu läh-
teestä [22, s. 4]. 

Kuvan 4 mukaisesti sekä tyypin 3, että tyypin 4 voimaloiden loistehokapasiteetti on laaja. 

Kuvasta 4 nähdään myös, että loistehokapasiteetti ei ole täysin vakio, vaan muuttuu 

pätötehon mukaan. Lisäksi nähdään, että tyypin 3 voimalan loistehon tuotantokapasi-

teetti ei ole yhtä suuri kuin sen kulutuskapasiteetti. Tämä johtuu siitä, että voimalassa on 

epätahtigeneraattori, sekä vain osatehoinen suuntaaja. Tässä luvussa ja kuvassa 4 esi-

tetyt loistehokapasiteetit ovat esimerkinomaisia ja loistehokapasiteetti vaihtelee voima-

lakohtaisesti. 

2.2.3 Tuulivoimaloiden dynaamiset standardimallit 
Tuulivoimalaitoksia, ja sähköverkkoa muutenkin, voidaan mallintaa staattisilla ja dynaa-

misilla malleilla. Staattiset mallit ovat huomattavasti yksinkertaisempia ja vaativat vä-

hemmän parametreja. Staattisia malleja käytetään esimerkiksi tehonjaon laskennassa. 

Yksityiskohtaisemmat dynaamiset mallit taas soveltuvat verkon vikatilanteisiin ja säätöön 

liittyviin tarkasteluihin. 

International Electrotechnical Commission (IEC) on julkaissut standardin IEC 61400-27-

1 tuulivoimaloiden dynaamisista malleista. Standardissa esitetään yleinen tuulivoimalan 

dynaamisiin simulointeihin soveltuva malli, joka saadaan sopivat parametrit valitsemalla 

vastaamaan käytännössä minkä tahansa valmistajan tuulivoimalaa yleisimpiin tarkaste-
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luihin riittävällä tarkkuudella. Malli on lohkokaaviotasoinen, joten se on mahdollista im-

plementoida käytännössä millä tahansa simulointiohjelmalla. Kokonaisten tuulivoimalai-

tosten dynaamiset standardimallit on myös esitetty standardin IEC 61400-27-1 versiossa 

2.0. Myös Western Electricity Coordinating Council (WECC) on julkaissut näitä vastaa-

van standardin. Erona standardien välillä on, että IEC-standardi pyrkii mallintamaan 

mahdollisimman tarkasti, kun taas WECC-standardi pyrkii minimoimaan tarvittavien pa-

rametrien määrän ja simulointiajan. IEC-standardissa on kerrottu, mihin käyttöön stan-

dardimalleja ei ole tarkoitettu. [16,23,24]  

2.3 Sähköasema ja muut tuulivoimalaitoksen komponentit 

Yleensä tuulivoimalaitos liitetään ulkoiseen sähköverkkoon sähköaseman välityksellä. 

Yhdessä tuulivoimalaitoksessa voi myös olla useampi sähköasema. Sähköaseman tär-

keimmät laitteet ovat muuntajat, katkaisijat, erottimet ja mittamuuntajat [25, s. 76]. Lisäksi 

sähköasemalla on erilaisia suojalaitteita, kuten releitä. Tämän työn kannalta sähköase-

man tärkein laite on päämuuntaja. 

Tuulivoimalaitoksen muita sähköisiä komponentteja ovat voimalat ja niiden osat, kaape-

lit, kytkinlaitteistot ja jakokaapit, muuntajat, sekä muut sähköasemalla sijaitsevat laitteet, 

kuten loistehon kompensointilaitteet. 

2.3.1 Muuntajat ja jännitetasot 
Päämuuntaja yhdistää tuulivoimalaitoksen keskijänniteverkon sähköaseman suurjänni-

tepuoleen. Päämuuntajassa on yläjännitepuolella käämikytkin, jonka avulla säädetään 

keskijännitepuolen jännitettä portaittain. Tyypillinen porrastus on ±9 x 1,67 % yläjännite-

puolen nimellisjännitteestä. Tuulivoimalaitoksen päämuuntajan tyypillinen nimellinen ylä-

jännite on 118 kV liittymispisteen käyttöjännitteen mukaisesti, ja alajännite 21 kV tai 33 

kV. [9, s. 33; 14, s. 8; 26, s. 15] Alajännitepuolen jännitetason nostoa on myös mietitty, 

esim. kaksinkertaistamalla jännite 33 kV:sta 66 kV:iin. Sopiva jännitetaso on voimalai-

toskohtainen, mutta etenkin suurella voimalaitoskoolla sisäverkon suurempi jännitetaso 

voi olla pienempää edullisempi ratkaisu. 118 kV:n päämuuntajan nimellisteho on yleensä 

10–63 MVA, mutta riippuu voimalaitoksen tehosta. Muuntajassa käytettävä kytkentä-

ryhmä on tyypillisesti YNd11. [26, s. 15] 

2.3.2 Kaapelit 
Euroopassa tuulivoimalaitosten sisäverkoissa käytetään tyypillisesti kaapeleita ilmajoh-

tojen sijaan. Kaapeleiden käyttöä puoltavat turvallisuus- ja visuaaliset syyt. Ilmajohdot 
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tekevät voimalaitoksen pystyttämisestä ja huollosta haastavampaa, sillä esimerkiksi voi-

maloiden pystyttämiseen ja mahdollisesti huoltamiseenkin tarvitaan suuria nostureita. 

Muualla päin maailmaa tuulivoimalaitosten sisäverkoissa käytetään joskus ilmajohtoja 

kustannusten pienentämiseksi. [11, s. 732] Ilmajohtoverkko on kuitenkin kaapeliverkkoa 

alttiimpi vikaantumaan. Tuulivoimalaitoksessa tulee joka tapauksessa olla voimaloille 

tiet, ja näiden yhteyteen kaapelit on helppo asentaa säteittäistä verkkotopologiaa käytet-

täessä [26, s. 29]. Rengasmaisissa verkkorakenteissa teistä ei välttämättä ole apua eten-

kään voimalaryhmien välisten kaapelien asennuksessa. 

Kaapelit muodostavat tuulivoimalaitoksen sisäisen keskijänniteverkon ja liittävät tuulivoi-

malat voimalaitoksen sähköasemalle. Tuulivoimalaitoksissa tyypillisesti käytettävä kaa-

pelityyppi on AHXAMK-W. [26, s. 24,30–31] 

2.3.3 Kytkinlaitteistot ja jakokaapit 
”Kytkinlaitteiden tehtävänä on muuttaa tarvittaessa verkon topologiaa ja siten ohjata säh-

köenergian kulkua verkossa, erottaa viallinen verkoston osa nopeasti irti verkosta vahin-

kojen ja vaarojen välttämiseksi ja toimia tarvittaessa erotuskohtana verkoston eri osien 

välillä.” Tärkeimpiä kytkinlaitteita ovat mm. katkaisijat, erottimet ja kytkimet. [25, s. 161] 

Tuulivoimaloilta lähtevät keskijännitekaapelit voidaan kytkeä kaapelijakokaappiin ja tästä 

eteenpäin näiden kaapelien syöttämä teho siirtää sähköasemaa kohti yhdellä (paksum-

malla) kaapelilla. Sähköaseman ja tuulivoimaloiden kojeistojen kytkinlaitteiden lisäksi 

myös kaapelijakokaappeihin on mahdollista sijoittaa kytkin- ja mittalaitteita [26, s. 24–

25]. Kaapelijakokaappien sijaan tuulivoimalaitoksissa on mahdollista käyttää myös pie-

niä, puistomuuntamotyyppisiä erotinasemia [27]. Selvyyden vuoksi tässä työssä käyte-

tään ensisijaisesti termiä ”kaapelijakokaappi”. 

2.3.4 Loistehon kompensointilaitteet 
Tuulivoimalaitoksen komponenteista kaapelit tuottavat loistehoa ja muuntajat kuluttavat 

sitä. Tuulivoimalat voivat sekä tuottaa, että kuluttaa loistehoa loistehokapasiteettinsa 

mukaisesti (ks. luku 2.2.2). Tuulivoimalaitosten kompensointitarpeet liittyvät yleensä lois-

tehon kulutukseen, sillä voimalaitoksen muuntajilla on kaapeliverkkoa suurempi vaikutus 

loistehotaseeseen [28, s. 2]. Kaapelien tuottaman loistehon kompensoinnissa voidaan 

tarvittaessa hyödyntää muuntajien lisäksi myös tuulivoimaloiden laajaa loistehokapasi-

teettia, eikä erillisiä kompensointilaitteita loistehon kulutusta varten välttämättä tarvita.  

Tuulivoimaloiden loistehokapasiteetti on yleensä niin laaja, että Fingridin loistehokapa-

siteettivaatimuksen (ks. luku 3.1.3) täyttämisen lisäksi siitä riittää voimalaitoksen sisäi-
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seen loistehon kompensointiin. Loistehon kulutuksen kompensointiin tarvittava kapasitii-

vinen loistehokapasiteetti ei ole ainakaan DFIG-tuulivoimaloilla luontaisesti yhtä laaja 

kuin induktiivinen (ks. kuva 4), ja esimerkiksi voimalaitoksen muuntajien kuluttaessa kaa-

peleiden tuottamaa enemmän loistehoa, voidaan tarvita loistehoa tuottavia kondensaat-

toriparistoja. Kondensaattoriparistot ja muut mahdolliset rinnakkaiskompensointilaitteet 

kytketään tyypillisesti voimalaitoksen keskijännitekojeistoon [29, s. 5].  

Tiivistetysti voidaan sanoa, että kondensaattoriparistoja käytetään loistehon kompen-

sointiin, kun verkkoliityntä kuluttaa liikaa loistehoa. Kondensaattoriparistot koostuvat mo-

nista sarjaan- ja rinnankytketyistä kondensaattoriyksiköistä sekä oheislaitteista, kuten 

kutakin yksikköä suojaavasta käämisulakkeesta. Pariston jännite määräytyy sarjaan kyt-

kettyjen yksiköiden ja teho rinnankytkettyjen yksiköiden lukumäärän perusteella. [25, s. 

228–229]  

2.4 Verkkotopologiat 

Tuulivoimalaitoksissa käytetään erilaisia verkkotopologioita. Tässä työssä ei varsinai-

sesti perehdytä tuulivoimalaitoksen verkon suunnitteluun. Topologian valintaa ei siten 

käydä tarkasti läpi, vaan perustopologiat esitellään lyhyesti. Yleensä, kuten pääosassa 

seuraavaksi esitettävistä topologioista, voimalat kytketään ryhmiin yhden kaapelilähdön 

taakse sähköasemalla [26, s. 53].  

2.4.1 Topologiat yleisesti 
Tyypillisiä tuulivoimalaitosten verkkotopologioita ovat säteittäinen, rengas, tuplarengas, 

tähti ja monirengas. Kuvassa 5 on havainnollistettu näitä perustopologioita. 
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Kuva 5. Tuulivoimalaitoksen sisäverkon perustopologiat, vasemmalta oikealle ja 
ylhäältä alas: säteittäinen, rengas, tuplarengas, tähti, monirengas [30]. 

Kuvassa 5 jokaisen topologian kohdalla vasemmalla oleva pystysuora viiva esittää säh-

köaseman kiskoa. Perinteisin ja eniten käytetty topologia on säteittäinen. Luotettavin on 

rengas, joka on kuitenkin myös kallein. Kustannuksia saadaan pienennettyä luotettavuu-

den säilyessä silti hyvänä käyttämällä tupla- tai monirengasta. Tähtitopologia on luotet-

tava ja usein edullinen investointikustannuksiltaan, joskin saavutettavat kustannussääs-

töt vaihtelevat voimalaitoskohtaisesti, sillä kaapelit voivat olla pitkiä ja kytkinlaitteistot 

monimutkaisia. [30]  

Topologioiden luotettavuutta on tarkasteltu tarkemmin esim. diplomityössä ”Offshore 

Wind Farm Layouts: Performance Comparison for a 540 MW Offshore Wind Farm”. Täh-

titopologialla kaapeliverkon odotettavissa oleva vikamäärä on hieman suurempi kuin sä-

teittäisellä, tupla- ja monirenkaalla. Rengastopologialla vikamäärä on noin kaksinkertai-

nen säteittäiseen verrattuna. Työn perusteella laskettu keskimääräinen yksittäisen kaa-

pelin vikaantumisen seurauksena menetetty teho Ploss,avg on esitetty taulukossa 1. [31, s. 

80–81] 

 Verkkotopologioiden vikatilanteessa menettämä keskimääräinen teho. Perus-
tuu lähteeseen [31, s. 80–81]. 

 
Topologia Säteittäinen Rengas Tuplarengas Monirengas Tähti 

Ploss,avg (MW) 24,2 0,06 0,24 0,1 8,97 

 

Rengasrakenteita hyödyntävissä topologioissa tehonmenetys on minimaalinen, sillä vir-

ralla on käytännössä aina toinenkin kulkureitti. Tähtitopologiassa useimpiin kaapeleihin 
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kohdistuvat viat aiheuttavat ainoastaan yhden voimalan tuotannon menetyksen. Tästä 

syystä tähtitopologialla keskimääräinen menetetty teho on noin kolmasosa säteittäisen 

topologian vastaavasta. Taulukossa 2 on esitetty investointikustannukset ja häviöt topo-

logioittain merituulivoimalaitoksissa säteittäiseen topologiaan verrattuna. 

 Merituulivoimalaitoksen sisäverkon perustopologioiden investointikustannuk-
set ja häviöt suhteessa säteittäiseen topologiaan [30]. 

 

Topologia Investointikustannus (%) Häviöt (%) 

Säteittäinen 100 100 
Rengas 210 54 
Tuplarengas 158 81 
Tähti 97 101 
Monirengas 118 76 

 

Taulukossa 2 esitetyt häviöt pitävät paikkansa silloin, kun topologiat ovat kokonaisuu-

dessaan käytössä eikä esim. rengasverkkoa käytetä säteittäisenä. On myös huomat-

tava, että taulukon 2 kustannusarviot ja häviöt eivät välttämättä sellaisinaan päde maa-

tuulivoimalaitoksissa, sillä maatuulivoimalaitoksissa voimalaryhmien väliset etäisyydet 

voivat olla pitkiä, ja eri pituisia eri ryhmien välillä. Myös etäisyys sähköasemasta voi vaih-

della. Lisäksi merikaapelit ovat maakaapeleita kalliimpia, jolloin kaapelien osuus inves-

tointikustannuksista on maalla pienempi. Tällöin kaapeliverkon pituuden vaikutus eri to-

pologioiden investointikustannuksiin on pienempi ja siten myös topologioiden väliset erot 

investointikustannuksissa pienempiä. [30] 

Myös jännitetaso vaikuttaa topologioiden sopivuuteen ainakin siten, että suuremmalla 

jännitetasolla yhteen ryhmään saadaan kytkettyä enemmän voimaloita. Esim. 66 kV:n 

jännitetasolla yhteen ryhmään saadaan kytkettyä noin kaksinkertainen määrä voimaloita 

33 kV:n jännitetasoon verrattuna. Tämä seikka kannattaa huomioida voimalaitoksen si-

säverkon suunnittelussa. Optimaalinen ratkaisu on voimalaitoskohtainen ja siksi topolo-

gia tulee suunnitella alusta lähtien mm. eri vaihtoehtojen taloudellisuutta tarkastelemalla 

perustopologioista etukäteen valitsemisen sijaan. Käytännössä tuulivoimalaitosten sisä-

verkon topologiat ovat usein jonkinlainen yhdistelmä edellä esitetyistä perustopologi-

oista. [30] 

2.4.2 Verkkotopologiat ja niiden komponentit Suomessa 
Sähköasema voi sijaita voimalaitoksen keskellä tai sen laidalla. Suuremmissa voimalai-

toksissa voi olla useampi sähköasema. Käytännön kokemuksen perusteella on yleensä 

hyvä minimoida liittymisjohdon ja kaapelien pituudet sekä sähköasemien määrä. Sähkö-

asemat kannattaa pyrkiä sijoittamaan siten, että niihin liittyvien kaapelien ja liittymisjoh-

don pituudet on optimoitu investointi- ja häviökustannusten suhteen keskenään. [26, s. 
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52] Tuulivoimalaitoksissa sisäverkon topologia on lähes poikkeuksetta säteittäinen [32, 

s. 271, katso 26, s. 53]. Myös säteittäisen ja rengastopologian yhdistelmää käytetään. 

Voimalaryhmän voimaloiden yhdistämisessä hyödynnetään pääosin kahta tapaa: voima-

loiden ketjuttamista ja voimaloiden yhdistämistä jakokaapeilla. Voimaloiden ketjuttami-

sessa ryhmän kauimmaiselta voimalalta lähtevä kaapeli liitetään seuraavan voimalan 

kojeistoon, jolta lähtee nyt kahden voimalan tehon siirtävä kaapeli kohti seuraavaa voi-

malaa, jonka kojeistoon kaapeli kytketään ja niin edelleen. [32, s. 270–271, katso 26, s. 

53–54] Tätä kytkentätapaa on havainnollistettu kuvassa 6. 

 

Kuva 6.  Voimaloiden yhdistäminen ketjuttamalla [26, s. 54]. 

Jakokaappien avulla voimaloita yhdistettäessä useamman voimalan kaapelit liitetään yh-

teen jakokaapissa, josta sitten lähtee yksi kaapeli sähköasemaa kohti [32, s. 270–271, 

katso 26, s. 53]. Voimaloiden yhdistämistä jakokaapilla on havainnollistettu kuvassa 7. 
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Kuva 7. Voimaloiden yhdistäminen jakokaapilla [26, s. 55].  

Voimaloiden yhdistämisessä voidaan myös käyttää näiden kahden tavan yhdistelmää 

[32, s. 270–271, katso 26, s. 53]. Voimaloiden kytkeminen jakokaappien avulla on useim-

miten ketjuttamista edullisempi vaihtoehto [26, s. 93]. Sisäverkon suunnittelua ja näiden 

vaihtoehtojen taloudellisuutta on tarkasteltu tarkemmin diplomityössä ”Tuulipuiston säh-

köjärjestelmän mitoitus” [26]. 
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3. SIMULOINTIIN LIITTYVÄT VAATIMUKSET JA 
TARPEET SEKÄ SIMULOINTIOHJELMAT 

Tuulivoimalaitokselle vaatimuksia asettavat ainakin voimalaitoksen rakennuttaja sekä 

Fingrid, mihin sillä järjestelmävastaavana on oikeus. Myös liittymispisteen verkonhalti-

jalla (verkkoyhtiöt), jos muu kuin Fingrid, voi olla omat vaatimuksensa. Tässä työssä 

keskitytään Fingridin asettamiin vaatimuksiin, koska nämä vaatimukset voimalaitoksen 

on joka tapauksessa täytettävä, ja eri verkkoyhtiöiden vaatimukset voivat poiketa toisis-

taan. Simuloinnin kannalta Fingrid määrää, mitä on simuloitava, ja tuulivoimalaitoksen 

rakennuttajalla on omat tarpeensa. Rakennuttajan tarpeet voivat poiketa Fingridin vaati-

muksista ollen näitä laajemmat; rakennuttaja voi esimerkiksi tilata kaapelien kuormitus-

laskentaa tai maadoitusjärjestelmän tarkastelua. Fingridin Yleiset liittymisehdot määrit-

televät kantaverkkoliitynnän yleiset periaatteet [10]. Tämän työn puitteissa niitä ei tar-

kastella tarkemmin.  

Tässä luvussa tutustutaan ensin Voimalaitosten järjestelmäteknisiin vaatimuksiin sekä 

muihin tuulivoimalaitoksia ja niiden simulointia oleellisesti koskeviin vaatimuksiin ja oh-

jeisiin. Tämän jälkeen voimalaitoksen rakennuttajan simulointitarpeet käydään lyhyesti 

läpi. Lopuksi esitellään tuulivoimalaitosten simuloinneissa yleisesti käytetyt ohjelmat. 

3.1 Voimalaitosten järjestelmätekniset vaatimukset 

Fingrid on laatinut Euroopan komission asetuksen 2016/631 perusteella ja siihen poh-

jautuen Voimalaitosten järjestelmätekniset vaatimukset [9,33]. Nimensä mukaisesti 

VJV2018 asettavat vaatimukset Fingridin verkkoon liitettäville voimalaitoksille. Kaikkia 

voimalaitoksia koskevien vaatimusten lisäksi VJV2018:ssa on erikseen vaatimukset tah-

tikonevoimalaitoksille ja suuntaajakytketyille voimalaitoksille. Tuulivoimalaitoksia koske-

vat suuntaajakytkettyjen voimalaitosten vaatimukset, joten tässä työssä ei perehdytä 

tahtikonevoimalaitosten vaatimuksiin. 

VJV2018 määrittelevät tyyppiluokat voimalaitoksille niiden tehon ja/tai liittymispisteen 

jännitteen mukaan. Tyyppiluokat on esitetty taulukossa 3. 

 VJV2018:n mukaiset voimalaitosten tyyppiluokat [9, s. 9].  
 

  Tyyppiluokka 
Liittymispisteen 

jännitetaso 
Ehto 

Voimalaitoksen mitoitusteho 
Pmax 

Tyyppi A     < 110 kV ja 0,8 kW ≤ Pmax < 1 MW 
Tyyppi B     < 110 kV ja 1 MW ≤ Pmax < 10 MW 
Tyyppi C     < 110 kV ja 10 MW ≤ Pmax < 30 MW 
Tyyppi D     ≥ 110 kV tai Pmax ≥ 30 MW 
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Tuulivoimalaitokset luokitellaan nykyisin usein tyypin D voimalaitoksiksi, joille Fingrid on 

asettanut kaikista laajimmat vaatimukset. Taulukon 3 mukaisesti pienet tuulivoimalaitok-

set tai yksittäiset voimalat voivat olla myös tyyppiä B tai C, mikäli liittymispisteen jännite-

taso on alle 110 kV. VJV2018 ovat luonteeltaan sellaiset, että pienemmän tyyppiluokan 

voimalaitoksen vaatimukset pätevät myös suuremmille voimalaitoksille, ellei suurem-

malle voimalaitokselle ole erikseen määritelty tai tarkennettu vaatimuksia. Tämän työn 

simuloinneissa tarkasteltava voimalaitos on tyyppiä D, joten tästä eteenpäin keskitytään 

tarkastelemaan tyypin D suuntaajakytkettyjä voimalaitoksia koskevia vaatimuksia. 

3.1.1 Mallinnusvaatimukset 
Fingrid vaatii, että verkkoon liitettävästä tyypin C tai D suuntaajakytketystä voimalaitok-

sesta toimitetaan tehonjako-, vikavirta-, ja dynamiikkalaskelmissa käytettävät laskenta-

mallit. Näillä malleilla on myös suoritettava loistehokapasiteetti- ja dynamiikkalaskelmat. 

Dynamiikkalaskelmat käsittävät lähivikalaskelman ja jännitteensäädön askelvastelaskel-

man. Laskelmien tulokset on todennettava vertaamalla näitä voimalaitoksen käyttöönot-

tokokeiden tuloksiin. [9] 

Laskelmiin liittyen Fingrid vaatii, että toimitettavat verkkomallit ovat yhteensopivia Fing-

ridin määrittelemän laskentaohjelmiston kanssa. Mallit voidaan korvata myös muilla las-

kentaohjelmilla toteutetuilla, julkisesti dokumentoitujen standardien (IEC tai IEEE) mu-

kaisilla lohkokaaviomalleilla ja parametreilla. [9, s. 91] Käytännössä Fingridin määritte-

lemä laskentaohjelma on PSS®E. Enenevässä määrin Fingrid vaatii lisäksi PSCAD-mal-

leja. Yleensä tehonjako- ja vikavirtalaskelmiin liittyvät verkkomallit ovat yhteensopivia eri 

ohjelmien välillä tai ohjelmat voivat muuntaa ne toisilleen sopivaan muotoon. Dynaami-

sissa laskelmissa käytettävien mallien osalta yhteensopivuus on kuitenkin huonompi. 

Fingrid on julkaissut myös toimitettavista PSS®E ja PSCAD laskentamalleista ohjeen, 

jossa on kuvattu tarkemmin malleille asetetut rajoitukset ja vaatimukset mm. mallien do-

kumentointiin liittyen [34]. 

Lisäksi Fingrid vaatii verkkomallin aggregointia, eli tuulivoimalaitos on kuvattava yhdellä 

ekvivalenttigeneraattorilla, kaikkien kaapelien ekvivalenttikytkennällä, sekä ekvivalentti-

sella voimalamuuntajalla. Myös päämuuntajat tulee aggregoida, mikäli niitä on useampi 

kuin yksi. Aggregointivaatimus ei koske sähkömagneettisten muutosilmiöiden laskenta-

ohjelmalla tehtävissä erityistarkasteluissa käytettäviä laskentamalleja. Aggregoinnin 

suorittamisesta on kerrottu tarkemmin esimerkiksi artikkelissa ”Equivalencing the collec-

tor system of a large wind power plant”. [9, s. 91,93; 35] 
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Voimalaitoksen ollessa tyyppiä D verkkoon liittyjän tulee pyytää Fingridiltä erityistarkas-

telutarpeen arviointia. Fingrid arvioi tarpeen ainakin seuraavien asioiden osalta: alisynk-

roninen vuorovaikutus, geomagneettisesti indusoituvat virrat, tehoheilahtelujen vaimen-

tuminen ja pieni minimioikosulkuteho. [9, s. 12] Uutena erityistarkasteluvaatimuksena 

erityisesti tuulivoimalaitoksiin liittyen on tullut alisynkronisen vuorovaikutuksen tarkas-

telu. 

3.1.2 Lähivikakestoisuus 
Tyypin D suuntaajakytketyn voimalaitoksen on kestettävä kuvan 8 mukainen jännite-

kuoppa liittymispisteessä irtoamatta verkosta.  

 

Kuva 8. Liittymispisteen jännitekuoppa, joka tyypin D suuntaajakytketyn voimalai-
toksen on kestettävä irtoamatta verkosta [9, s. 45]. 

Kuvassa 8 tapahtuu vika ajanhetkellä 0 s. Voimalaitoksen on pysyttävä verkossa, mikäli 

vian aikainen liittymispisteen jännite pysyy kuvan 8 viivan yläpuolella. Mikäli jännite las-

kee viivan alapuolelle, saa voimalaitos irrota verkosta. Olosuhteet, joissa kuvan 8 mu-

kainen lähivikakestoisuus on täytettävä, on kuvattu tarkemmin VJV2018:ssa [9, s. 44]. 

3.1.3 Loistehokapasiteetti 
Tyypin C ja D suuntaajakytkettyjen voimalaitosten on kyettävä tuottamaan ja kulutta-

maan loistehoa kuvan 9 mukaisesti. Kuvassa 9 a) on vaadittu loistehokapasiteetti pätö-

tehon suhteen ja kuvassa 9 b) liittymispisteen jännitteen suhteen. 
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Kuva 9. Tyypin C ja D suuntaajakytketyn voimalaitoksen loistehokapasiteettivaati-
mukset [9, s. 76]. 

Kuvan 9 a) mukaisesti voimalaitoksen on kyettävä tuottamaan ja kuluttamaan loistehoa 

loistehon ja maksimipätötehon suhteella 0–0,33. Pätötehon ollessa Pmax tämä vastaa 

loistehon tuotantoa tai kulutusta tehokertoimella 1–0,95. Kuvan 9 b) mukaisesti voima-

laitoksen on kyettävä em. kapasiteetin mukaan kuluttamaan loistehoa, kun liittymispis-

teen jännite on 1,0–1,05 pu ja tuottamaan loistehoa, kun jännite on 0,9–1,0 pu. [9, s. 76–

77]  

VJV2018:n mukaan vaatimusten täyttymistä tarkastellaan liittymispisteessä, mutta Fing-

ridin tekninen ohje ”Voimalaitosten loistehokapasiteettivaatimus ja kytkettävä lisäkom-

pensointi” tarkentaa loistehokapasiteettivaatimuksia ja määrittelee niille vaihtoehtoisen 

tarkastelupisteen. Ohjeen mukaan voimalaitoksen päämuuntajan yläjännitepuolen na-

voista mitattavaa suurinta pätötehoa saa käyttää mitoitustehona Pmax vaaditun loisteho-

kapasiteetin määrittämisessä. Tällöin vaaditun loistehokapasiteetin täyttymistä tarkastel-

laan päämuuntajan yläjännitepuolen navoissa liittymispisteen sijaan. Tätä on havainnol-

listettu kuvassa 10. [29] 
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Kuva 10. Loistehokapasiteettivaatimuksen vaihtoehtoinen tarkastelupiste [29, s. 3].  

Kuva 10 on esitetty suuremmassa koossa liitteessä A kuvassa 28. Loistehokapasiteetti-

vaatimuksen vaihtoehtoisen tarkastelupisteen lisäksi kuvassa 10 näkyy liittymispiste, liit-

tymisjohto ja voimalaitoksen kytkettävä lisäkompensointilaitteisto. Loistehokapasiteetti-

vaatimuksen vaihtoehtoisen tarkastelupisteen voidaan tulkita koskevan myös voimalai-

toksia, joiden liittymisjohto on pitkä [29]. Pitkän liittymisjohdon loistehon kompensointiin 

voidaan kuitenkin käyttää korkeintaan puolet vaatimusten mukaisesta loistehokapasitee-

tista, sillä puolet on varattava kantaverkon loistehoreserviksi voimalaitoksen ollessa te-

holtaan yli 10 MW tai sen liittyessä 110 kV:n tai 220 kV:n verkkoon [12, s. 4; 13, s. 10]. 

Lisäksi on huomattava, että Fingridin asettama loissähköikkuna on joka tapauksessa 

voimassa liittymispisteessä. 

Loistehokapasiteettivaatimuksen täyttämiseksi voidaan hyödyntää kiinteitä ja kytkettäviä 

loistehon kompensointilaitteita. Jatkuvasti kytkettynä pidettäviä kiinteitä kompensointi-

laitteita voidaan käyttää esim. voimalaitoksen sisäiseen loistehon kompensointiin, jolloin 

loistehokapasiteettivaatimus voi olla helpompi täyttää. Kytkettävät kompensointilaitteet 

saavat muodostaa korkeintaan 15 % voimalaitoksen vaaditusta kokonaisloistehokapasi-

teetista, jolloin säädön toiminnan katsotaan vielä olevan jatkuvaa ja portaatonta 

VJV2018:n mukaisesti. Lisäksi voimalaitoksen pätötehon tuotannon ollessa alle 85 % 
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mitoitustehosta Pmax tulee loistehokapasiteettivaatimus täyttää kokonaan ilman kytkettä-

vää lisäkompensointia. Kuva 11 havainnollistaa tätä. [29, s. 3–4] 

 

Kuva 11. Vaadittu loistehokapasiteetti ilman kytkettävää lisäkompensointia [29, s. 
4]. 

Kuvassa 11 vasemmalla on loistehokapasiteetti, joka tulee täyttää ilman kytkettävää li-

säkompensointia (tumma alue). Vaadittu kokonaisloistehokapasiteetti on sama 

VJV2018:n ja teknisen ohjeen mukaan (vrt. kuva 9 ja kuva 11). Voimalaitoksen ei tarvitse 

tuottaa tai kuluttaa loistehoa toimiessaan alle minimitehonsa Pmin [9, s. 76–77].  

Kytkettäviä kompensointilaitteita on mahdollista pitää jatkuvasti verkkoon kytkettyinä, jos 

voimalaitoksen säätyvää loistehokapasiteettia tai muuta loistehon säätötapaa käytetään 

kompensoimaan kytkettävän kompensointilaitteiston loisteho silloinkin, kun voimalaitos 

ei tuota pätötehoa. Kytkettävien kompensointilaitteiden pitäminen jatkuvasti verkkoon 

kytkettynä lisää kuitenkin häviöitä sekä resonanssin riskiä hieman. [29, s. 5] 

3.1.4 Jännitteen ja loistehon säätö 
Tyypin C ja D suuntaajakytketyillä voimalaitoksilla tulee olla seuraavat säätötavat: vakio-

jännitesäätö, vakioloistehosäätö ja vakiotehokerroinsäätö. Verkkoon liittyjän on toimitet-

tava näistä vakiojännitesäädön suorituskykylaskelma liittymispisteen verkonhaltijalle. 

Voimalaitokselta ei vaadita VJV2018:ssa liittymispisteen jännitteen tai loistehon säätöky-

kyä, kun se toimii minimitehonsa Pmin alapuolella. Tarkemmat tiedot laskelmasta ja sää-

tötavoista on annettu VJV2018:ssa. Myös ohjeet säädön asetteluun on annettu 

VJV2018:n liitteessä B. [9, s. 79–82,100–104] 
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Suuntaajakytkettyjen voimalaitosten yleistyminen voi johtaa stabiiliusongelmiin etenkin, 

jos jännitteensäädön virittämiseen käytetään ns. perinteistä oikosulkusuhdetta (SCR, 

short circuit ratio), joka ei huomioi muita verkkoon liitettyjä suuntaajakytkettyjä voimalai-

toksia. Fingridin julkaisu ”Utilizing Equivalent Short-Circuit Ratio (ESCR) approach for 

assessing the slow converter driven stability and tuning the voltage controllers” käsittelee 

aihetta ja ehdottaa ratkaisuksi ekvivalenttista oikosulkusuhdetta (ESCR). Julkaisussa kä-

sitellään ongelman taustoja, ESCR:n laskentaa ja soveltuvuutta säädön virittämisessä. 

Yläjännitepuolelta laskettavaa ESCRHV-arvoa voidaan käyttää säädön virittämiseen. 

Keskijännitepuolelta laskettavan ESCRMV-arvon perusteella Fingrid puolestaan arvioi 

tarkempien stabiiliustarkastelujen tarvetta. Fingrid, liittymispisteen verkonhaltija ja voi-

malaitoksen rakennuttaja sopivat keskenään voimalaitoksen stabiilin toiminnan osoitta-

miseksi tarvittavista toimista, joita voivat olla mm. sähkömagneettisten transienttien 

(EMT, electromagnetic transient) simuloinnit. [36] 

3.1.5 Loissähköikkuna 
Fingrid on määritellyt loissähköikkunan, jonka ylityksistä kantaverkkoon liittyjää laskute-

taan. Loissähköikkuna on esitetty kuvassa 12. 

 

Kuva 12. Fingridin loissähköikkuna tuotannolle. Muokattu lähteestä [12, s. 4]. 

Kuvassa 12 loissähkön ottoraja tuotannolle on QG, ja antorajat QG1 sekä l. Loissähkön 

antoraja l on voimassa pätötehon ollessa alle voimalaitoksen minimitehon Pmin, muulloin 
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rajana on QG1. Otto- ja antorajat QG ja QG1 ovat itseisarvoltaan yhtä suuret. Loissähköik-

kunan rajojen laskemiseen käytettävät yhtälöt on esitetty Fingridin sovellusohjeessa 

”Loissähkön toimitus ja loistehoreservin ylläpito”. Liittyjää laskutetaan loistehorajan yli-

tyksen suuruuden mukaisesti. [12] 

Loissähköikkuna pätee myös silloin, kun voimalaitos liittyy toisen verkonhaltijan verk-

koon, joka edelleen liittyy kantaverkkoon. Tällöin verkonhaltija joutuu maksamaan Fing-

ridille kantaverkon liittymispisteestä mitatuista loissähköikkunan ylityksistä, joita esim. 

voimalaitoksen toiminta voi aiheuttaa. Verkonhaltija voi edelleen veloittaa asiakkaitaan 

ml. voimalaitosta loistehosta. 

3.1.6 Alisynkroninen vuorovaikutus 
Toisin kuin VJV2018, jotka perustuvat Euroopan komission asetukseen, erityistarkaste-

luvaatimukset ovat Fingridin itse määrittämiä ja saattavat siksi muuttua nopeastikin. 

Tässä luvussa esitetyt alisynkronista vuorovaikutusta koskevat vaatimukset eivät välttä-

mättä sellaisinaan pidä enää paikkaansa esimerkiksi vuoden kuluttua. Luvussa kuitenkin 

kuvataan yleisluontoisesti, minkä tyyppisistä vaatimuksista on kyse. 

Alisynkronisella vuorovaikutuksella tarkoitetaan tilannetta, jossa verkko ja generaattorin 

akseli ovat resonanssissa keskenään ja resonanssitaajuus on välillä 5–45 Hz. Sarjakom-

pensointi saattaa muuttaa verkon ominaistaajuuden alueelle, jolla myös generaattorin 

akselin ominaistaajuus on, kun taas tehoelektroniikkalaitteena suuntaajat saattavat syöt-

tää verkkoon resonanssia vahvistavia tai ylläpitäviä alisynkronisia virtoja. [25, s. 236; 37] 

Ilmiö liittyykin oleellisesti sarjakompensoidun verkon alueella sijaitseviin tuulivoimalaitok-

siin, sillä ne ovat suuntaajakytkettyjä voimalaitoksia. Tarkemmin ilmiötä on tarkasteltu 

esimerkiksi Riku Korhosen diplomityössä [38].  

Fingridin verkon alue, jolle liitettävistä tuulivoimalaitoksista on tehtävä alisynkronista vuo-

rovaikutusta koskevat erityistarkastelut, on esitetty kuvassa 13 keltaisella. Erityistarkas-

teluvaatimukset koskevat tyypin D suuntaajakytkettyjä voimalaitoksia ja arvioidaan aina 

voimalaitoskohtaisesti. Alue on suuntaa antava, ja tämän vuoksi myös alueen läheisyy-

teen liitettävistä tyypin D suuntaajakytketyistä voimalaitoksista saatetaan vaatia erityis-

tarkasteluja. [39, s. 1] 
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Kuva 13. Fingridin verkkoalue, jolle liitettävien tuulivoimalaitosten osalta vaaditaan 
alisynkronisen vuorovaikutuksen tarkastelua [39, s. 2]. 

Kuvan 13 alue keskittyy Fingridin sarjakompensoidun verkon ympärille ollen kuitenkin 

hieman sitä laajempi. Vaatimukset on jaettu suojaus-, mallinnus-, vaimennus- ja instru-

mentointivaatimuksiin. Asetettavat vaatimukset riippuvat voimalaitoksen mitoitustehosta 

Pmax sekä voimalaitoksessa käytettävästä generaattorityypistä. Mallinnusvaatimusten 

mukaisesti tuulivoimalaitos on mallinnettava PSCAD:illä riittävän yksityiskohtaisesti si-

sältäen mm. puistosäätäjän, turbiinien ja tuulivoimalaitoksen sisäverkon sekä liittymis-

johdon mallit. Tarkemmin mallinnus- ja muut em. vaatimukset on kuvattu dokumentissa 

”Erityistarkasteluvaatimukset suuntaajakytketyille voimalaitoksille liittyen alisynkroni-

seen vuorovaikutusriskiin”. [39] 

3.2 Rakennuttajan simulointitarpeet 

Fingridin vaatimien mallien ja laskelmien lisäksi voimalaitoksen rakennuttaja tilaa 

yleensä joitakin muita laskelmia tai tarkasteluja. Tällaisia ovat mm. maadoituslaskennat, 

kapasitiivinen maasulkuvirta, eristyskoordinaatiotarkastelu, suojauskoordinaatio- ja se-

lektiivisyystarkastelu, häviölaskenta sekä kaapelin kuormitettavuuslaskenta.  

Rakennuttajaa kiinnostaa laskelmat suunnittelun tueksi: mm. komponenttien kestoisuu-

den varmistamiseksi, suojausasettelujen määrittämiseksi ja varmistukseksi siitä, että voi-

malaitos tulee täyttämään liittymispisteen verkonhaltijan vaatimukset ml. VJV2018. 

Näistä syistä rakennuttajaa kiinnostaa myös esim. tehonjako- ja vikavirtalaskelmat, ja 

toisaalta Fingrid vaatii verkkomallit, joilla on mahdollista suorittaa ko. laskelmat. 
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3.3 Simulointiohjelmat 

Suomessa tuulivoima-alalla vaikuttaa olevan yleisessä käytössä muutama eri simuloin-

tiohjelma. Yleisesti käytettyjä ovat ainakin DIgSILENT PowerFactory ja Neplan, joista 

erityisesti PowerFactory on laajassa käytössä ja usein tuulivoimalaitoksen rakennuttajan 

toiveena, että laskennat tehdään sillä. Yksittäisiä tarkasteluja tehdään myös muilla oh-

jelmilla, ja esimerkiksi tuulivoimalaitosten dynaamiset VJV2018-tarkastelut tehdään lä-

hes yksinomaan PSS®E:llä. VJV2018-tarkasteluissa on mahdollista käyttää muitakin oh-

jelmia kuin PSS®E luvussa 3.1.1 esitetyin rajoituksin.  

Tässä luvussa esitellään lyhyesti tuulivoimalaitosten simuloinneissa yleisesti käytetyt oh-

jelmat PowerFactory, Neplan, PSS®E ja PSCAD. Luvussa tarkastellaan myös lyhyesti 

ohjelmien yhteensopivuutta, tuulivoimaloiden dynaamisten mallien käyttöä ja tuulivoima-

laitosten simuloinneissa tarvittavia ohjelman ominaisuuksia. 

3.3.1 PowerFactory ja Neplan 
PowerFactory ja Neplan ovat monikäyttöisiä sähköverkon laskentaohjelmia, jotka sopi-

vat kattavasti sekä staattiseen että dynaamiseen mallintamiseen, myös nopeiden säh-

kömagneettisten transienttien (EMT) mallintamiseen. Molemmissa ohjelmissa on graafi-

nen käyttöliittymä, jonka avulla verkkoa voidaan mallintaa yksiviivakaaviona (single-line 

diagram). Ohjelmissa on myös komponenttikirjasto, jossa on valmiina erilaisten verkko-

komponenttien, kuten muuntajien ja kaapelien malleja. Neplanilla on mahdollista mallin-

taa myös kaasu- ja kaukolämpöverkkoja, mutta näitä malleja ei ole mahdollista liittää 

toisiinsa tai sähköverkkojen malleihin [40, s. 10]. 

3.3.2 PSS®E 
PSS®E:tä käytetään usein laajojen sähköverkkojen mallintamiseen. Ohjelmaa on mah-

dollista käyttää myös dynaamisessa mallintamisessa. Nopeiden transienttien (EMT) mal-

lintamiseen PSS®E ei itsessään sovellu. PSS®E:hen on saatavilla laajennusmoduuli, 

jonka avulla PSCAD:iä on mahdollista käyttää sen kanssa rinnakkain EMT-mallintami-

seen. [41,42] PSS®E:ssäkin on graafinen käyttöliittymä, mutta muissa tässä tarkastelta-

vista ohjelmista poiketen verkkomalli luodaan PSS®E:ssä syöttämällä komponentit ja 

niiden parametrit taulukoihin [14, s. 34]. 

3.3.3 PSCAD 
PSCAD soveltuu parhaiten nopeiden ja yksityiskohtaisten ilmiöiden, kuten transienttien 

mallintamiseen. PSCAD:in graafisessa käyttöliittymässä verkko on mahdollista kuvata 

myös kolmivaiheisena, jolloin epäsymmetrisiä kytkentöjä ja tilanteita voi olla helpompi 
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luoda, hallita ja hahmottaa. PSCAD ei sovellu staattiseen mallintamiseen etenkään suu-

remmissa järjestelmissä, sillä käyttäjä joutuu itse laskemaan tehonjaon ja syöttämään 

ohjelmaan nämä alkutilan arvot [41,43]. 

3.3.4 PowerFactoryn ja Neplanin vertailu 
Tarkemmin tarkasteltaviksi valittiin yleisyyden ja monikäyttöisyyden takia PowerFactory 

ja Neplan. Molemmat ohjelmat sisältävät hyvin pitkälti samat perusominaisuudet. Nepla-

nin graafinen käyttöliittymä on hieman helpommin omaksuttavissa kuin PowerFactoryn. 

Molempiin ohjelmiin on saatavilla kattava valikoima laajennusmoduuleja (käyttötarkoi-

tuksen mukaan) [44,45]. Skriptien kirjoittaminen on mahdollista molemmilla ohjelmilla. 

Saatujen tarjousten perusteella ohjelmien hinnoissa ei ole merkittävää eroa. 

Ohjelmien demoversioita kokeiltiin, jotta saataisiin parempi käsitys ohjelmien toimin-

nasta. Demoversiot ovat kuitenkin rajattuja, eikä niistä selviä täysi toiminnallisuus. Ver-

tailua vaikeutti myös demoversioiden erilaisuus. PowerFactoryn demoversio on aikara-

joitettu 30 päivän käyttöön, mutta ominaisuudet ovat lähes samat kuin täysversiossa, 

kun taas Neplanin demoversion käyttöaikaa ei ole rajoitettu, mutta ominaisuuksia ja kom-

ponenttikirjastoa on rajoitettu sekä verkon koko on rajattu korkeintaan 10 solmupistee-

seen. Toisaalta PowerFactoryn komponenttikirjastossakaan ei ollut valmiina Suomen 

tuulivoimalaitoksissa tyypillisesti käytettyjen AHXAMK-W-kaapelien tai sopivien muunta-

jien malleja, vaan käyttäjän pitää luoda ne itse. 

3.3.5 Ohjelmien yhteensopivuus ja tuulivoimaloiden dynaamis-
ten mallien käyttö 

Peruslaskennassa, kuten tehonjakolaskennassa ja vikavirtalaskennassa, käytettävät 

verkkomallit ovat staattisia ja siksi niitä on mahdollista muuntaa helposti eri ohjelmien 

käyttöön sopivaan muotoon. Esimerkkinä tästä on PowerFactoryn PSS®E Export -omi-

naisuus. Tuulivoimaloiden dynaamisten mallien kohdalla PowerFactoryn PSS®E Export 

-ominaisuus ei toimi automaattisesti, vaan mallien vienti ja parametrien syöttö on tehtävä 

käsin. Näin ollen dynaamisia VJV2018-tarkasteluja varten voimalavalmistajilta on saa-

tava standardien mukaiset mallit tai vähintään parametrit. Käytännössä standardeilla vii-

tataan tässä standardiin IEC 61400-27-1, joka käsittelee tuulivoimaloiden dynaamisia 

malleja.  

Tuulivoimaloiden mallien muuntamisesta PSS®E Exportilla ei kuitenkaan välttämättä ole 

apua, sillä PowerFactory-tarkastelut tehdään usein aggregoimattomalla mallilla ja aggre-

gointivaatimuksen vuoksi PSS®E-simuloinneissa on käytettävä aggregoitua verkkomal-

lia. Suomessa tuulivoimalaitosten mallintamisessa ei myöskään yleensä käytetä stan-
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dardimalleja, vaan valmistajan voimalakohtaisia dynaamisia malleja. Nämä voimalaval-

mistajan toimittamat mallit ovat lisäksi ohjelmakohtaisia eli ne toimivat vain sillä ohjel-

malla, jolle ne on pyydetty. 

3.3.6 Tuulivoimalaitosten simuloinnissa tarvittavat ohjelman 
ominaisuudet 

Luvussa 3.1.1 esitettiin Fingridin asettamat vähimmäisvaatimukset simuloinnille. Näitä 

olivat tehonjako- ja vikavirtalaskentamallit, sekä loistehokapasiteetti- ja dynamiikkalas-

kelmat. Ohjelmalla tulisi pystyä tekemään nämä mallit ja laskelmat. Ohjelmalla olisi hyvä 

pystyä tekemään myös luvussa 3.2 esitetyt ja muut rakennuttajan tilaamat simuloinnit 

esimerkiksi siten, että ohjelmaa laajennetaan rakennuttajan tilatessa sellaisia tarkaste-

luja, joita ei jo käytössä olevalla ohjelmalla ja moduuleilla pystytä tekemään. Lisäksi, ku-

ten aiemmin luvussa 3 todettiin, Fingrid saattaa vaatia tai ainakin ohjata tietyn ohjelman 

tai ohjelmien käyttöön. 
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4. TUULIVOIMALAITOKSEN VERKON MALLINTA-
MINEN OHJELMISTOLLA 

Tässä luvussa esitetään kuvitteellinen voimalaitos ja sen verkkovaihtoehdot, joille suori-

tetaan luvussa 5 häviö- ja kustannuslaskelmat edullisimman vaihtoehdon määrittä-

miseksi. Voimalaitoksen yleinen rakenne on kuvattu luvussa 4.1. Voimalaitoksen yleisen 

kuvauksen jälkeen luvussa 4.2 käydään läpi voimalaitoksen verkkovaihtoehdot, joille em. 

laskelmat suoritetaan. Luvussa 4.3 esitetään voimalaitoksen verkon komponenttien mal-

lintamisessa käytettävät tiedot ja parametrit. Luvussa 4.4 käydään läpi kaapelien valin-

taan vaikuttavat yleiset kuormituskertoimet ja valitaan voimalaitoksen eri verkkovaihto-

ehdoissa käytettävät kaapelit. 

66 kV:n jännitetasolla on todettu olevan joitakin hyötyjä 33 kV:n jännitetasoon verrattuna. 

Näitä ovat ainakin pienemmät investointikustannukset, häviöt ja oikosulkuvirrat. Pienem-

mät kustannukset johtuvat ainakin tarvittavan kaapeloinnin ja mahdollisesti kojeistojen 

määrän vähenemisestä. Pienemmät häviöt johtuvat pienemmästä virrasta ja kaapeli-

määrästä kuin 33 kV:lla. Pienempi kaapelien ja kojeistojen määrä on seurausta siitä, että 

66 kV:lla tehonsiirtokyky on suurempi pienemmän virran vuoksi, mikä mahdollistaa suu-

remman ryhmäkoon. Häviöiden ja kustannusten pieneneminen 66 kV:n jännitetasolla 

ovat tietysti voimalaitoskohtaisia mahdollisia hyötyjä, eli voimalaitoksesta riippuu, onko 

66 kV:lla pienemmät häviöt ja investointikustannukset kuin 33 kV:lla. [46–50] Edellä esi-

tettyjen 66 kV:n jännitetason mahdollisten hyötyjen vuoksi tässä työssä tutkitaan eri 33 

kV:n verkkovaihtoehtojen lisäksi 66 kV:n verkkovaihtoehdon mahdollisia hyötyjä talou-

dellisesta näkökulmasta. 

4.1 Voimalaitoksen rakenne 

Tämän työn simuloinneissa käytetään apuna PowerFactory-ohjelmistolla toteutettua esi-

merkkituulivoimalaitosta. Sen pohjalta luodaan modernia suomalaista tuulivoimalaitosta 

vastaava kuvitteellinen voimalaitos, jonka eri verkkovaihtoehtojen malleja käytetään las-

kennassa. 

Voimalaitoksessa on kuusi voimalaa, joiden nimellisteho on 5,5 MVA tehokertoimella 

0,9. Maksimipätöteho voimaloilla on tällöin 4,95 MW. Voimalat ovat täystehoisella suun-

taajalla varustettuja voimaloita. Voimaloiden generaattorien jännite on esimerkkivoima-

laitoksen mukaisesti 0,69 kV. Voimaloissa on niiden toimintaa ohjaavat voimalasäätäjät. 
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Lisäksi voimalaitoksessa on puistosäätäjä, jonka toiminta ja asettelut on kuvattu ylei-

sessä tasolla luvussa 4.3.3. 

Voimalaitoksen sisäverkon vaihtoehtoisiksi jännitteiksi valitaan 33 kV ja 66 kV. Voima-

laitokseen lisätään päämuuntaja, jonka välityksellä voimalaitos liittyy 118 kV:n verkkoon. 

Voimalaitoksessa ei ole liittymisjohtoa, vaan se liittyy suoraan kantaverkon voimajoh-

toon. Voimalaitoksen muuntajien tiedot on esitetty luvussa 4.3.2. 

4.2 Voimalaitoksen verkkovaihtoehdot 

Voimalat jaetaan kahden ja neljän voimalan ryhmiin, kuten esimerkkivoimalaitoksessa. 

Ryhmään 1 kuuluu kaksi voimalaa ja ryhmään 2 neljä voimalaa. Poikkeuksena tästä on 

66 kV:n vaihtoehto, jossa kaikki voimalat kuuluvat samaan ryhmään. Tarkasteltavat verk-

kovaihtoehdot ovat 33 kV voimalat ketjutettuna, 33 kV voimalat jakokaapeilla yhdistet-

tynä (kuusi eri jakokaapin paikkaa) ja 66 kV voimalat ketjutettuna. Ryhmän 1 jakokaapin 

paikka pysyy samana ja vain ryhmän 2 jakokaapin sijainti muuttuu kaikissa verkkovaih-

toehdoissa, joissa käytetään jakokaappeja. Ryhmän 2 voimaloiden ja sähköaseman 

sekä jakokaappien välisiä kaapelipituuksia sekä jakokaappiverkkovaihtoehtojen kaape-

lointia on havainnollistettu kuvassa 14. 
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Kuva 14. Ryhmän 2 33 kV:n jakokaappiverkkovaihtoehtojen kaapelointi, sekä voi-
maloiden, vaihtoehtoisten jakokaappien ja sähköaseman suhteelliset sijainnit 

kaapelipituuksina.  
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Kuvassa 14 voimalat on kuvattu sinisillä neliöillä (WTG 2.1–2.4) ja jakokaapin vaihtoeh-

toiset paikat (JK 1–6) sekä sähköasema (SA) mustilla ympyröillä. Kuten kuvastakin näh-

dään, jokainen ruutu on kooltaan 100 x 100 m. Kuvan avulla saadaan näin kaapelipituu-

det eri verkkovaihtoehtojen ryhmän 2 voimaloille. 33 kV:n verkon kaapelipituudet voima-

lat ketjutettuna on annettu kokonaisuudessaan taulukossa 4. 

 33 kV:n verkon kaapelipituudet voimalat ketjutettuna. 
 

Kaapeli Pituus (m) 

SA–WTG 1.1 790 
WTG 1.1–WTG 1.2 763 
SA–WTG 2.1 1253 
WTG 2.1–WTG 2.2 632 
WTG 2.2–WTG 2.3 608 
WTG 2.3–WTG 2.4 640 

 

33 kV:n verkon ryhmän 1 kaapelipituudet voimalat jakokaapilla yhdistettynä on esitetty 

taulukossa 5. 

 33 kV:n verkon ryhmän 1 kaapelipituudet voimalat jakokaapilla yhdistettynä. 
 

Kaapeli Pituus (m) 

SA–JK 361 
JK–WTG 1.1 429 
JK–WTG 1.2 334 

 

33 kV:n verkon ryhmän 2 kaapelipituudet voimalat jakokaapilla yhdistettynä on esitetty 

taulukossa 6. 

 33 kV:n verkon ryhmän 2 verkkovaihtoehtojen kaapelipituudet voimalat jako-
kaapilla yhdistettynä. 

 

Kaapeli 
Pituus 

JK1 (m) 
Pituus 

JK2 (m) 
Pituus 

JK3 (m) 
Pituus 

JK4 (m) 
Pituus 

JK5 (m) 
Pituus 

JK6 (m) 

SA–JKx 1100 800 550 921 854 1414 
JKx–WTG 2.1 600 670 813 447 424 854 
JKx–WTG 2.2 721 984 1217 824 905 670 
JKx–WTG 2.3 728 1019 1265 984 1118 400 
JKx–WTG 2.4 761 921 1101 1029 1166 500 

 

Olkoon JK1 ns. perustapaus. Taulukosta 6 nähdään, että tähän verrattuna vaihtoeh-

dossa JK2 kaapeli SA–JKx lyhenee ja muut pitenevät. Vaihtoehdossa JK3 kaapeli SA–

JKx lyhenee ja muut pitenevät edelleen. Verrattuna vaihtoehtoon JK1 vaihtoehdossa 

JK4 kaapelit SA–JKx ja JKx–WTG 2.1 lyhenevät ja muut pitenevät. Vaihtoehdossa JK5 

em. kaapelit lyhenevät ja muut pitenevät edelleen. Vaihtoehto JK6 on käänteinen verrat-

tuna vaihtoehtoihin JK4 ja JK5, eli siinä kaapelit SA–JKx ja JKx–WTG 2.1 pitenevät ja 

muut lyhenevät. Nämä verkkovaihtoehtojen väliset erot voidaan nähdä myös kuvasta 14. 
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Ryhmään 1 kuuluvan voimalan WTG 1.2 ja ryhmään 2 kuuluvan voimalan WTG 2.1 vä-

linen kaapelipituus on 1265 m. 66 kV:n verkkovaihtoehdon kaapelipituudet on esitetty 

kokonaisuudessaan taulukossa 7. 

 66 kV:n verkon kaapelipituudet. 
 

Kaapeli Pituus (m) 

SA–WTG 1.1 790 
WTG 1.1–WTG 1.2 763 
WTG 1.2–WTG 2.1 1265 
WTG 2.1–WTG 2.2 632 
WTG 2.2–WTG 2.3 608 
WTG 2.3–WTG 2.4 640 

 

Tässä luvussa esitettyjä verkkovaihtoehtoja on havainnollistettu vielä PowerFactory-oh-

jelmalla toteutetuilla verkkomalleilla, jotka kuvassa 15. 
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Kuva 15. Verkkovaihtoehtojen PowerFactory-verkkomallit. Ylhäältä alas: 33 kV ket-
jutettu, 33 kV jakokaapeilla yhdistetty, 66 kV ketjutettu.  
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Kuvassa 15 jakokaappiverkkovaihtoehdot on esitetty yhdellä mallilla, sillä mallit eroavat 

toisistaan vain ryhmän 2 kaapelipituuksien osalta. Kuvan verkkomallit on esitetty suu-

remmassa koossa liitteessä B kuvissa 29–31. 

4.3 Voimalaitoksen komponenttien mallintaminen 

Voimalaitoksen häviölaskennan kannalta tärkeimmät tässä työssä mallinnettavat kom-

ponentit ovat kaapelit ja muuntajat. Lisäksi puistosäätäjä ja päämuuntajan käämikytkin 

säätäjineen mallinnetaan laskentaan riittävällä tasolla. Kytkinlaitteistot mallinnetaan jän-

nitetasonsa mukaisina kiskoina. Tuulivoimaloiden maksimipätöteho on 4,95 MW, kuten 

aiemmin luvussa 4 kerrottiin.   

4.3.1 Kaapelit 
PowerFactory-ohjelmistolle on syötettävä johtojen ja kaapelien AC-resistanssit (RAC) 20 

°C:n lämpötilassa ja lisäksi ilmoitetaan esim. johdinmateriaali tai AC-resistanssi toisessa 

lämpötilassa. Tässä työssä käytettävillä kaapelivalmistajien datalehdillä ei kuitenkaan 

ole ilmoitettu AC-resistanssia vaaditussa 20 °C:n lämpötilassa. 

Tuulivoimalaitoksen verkkomalleja varten kaapelien AC-resistansseja yritettiin arvioida 

datalehdillä ilmoitetuista resistansseista interpoloimalla nämä 20 °C:een lämpötilaan, 

mutta tämä menetelmä ei osoittautunut johdonmukaiseksi. Kaapelien AC-resistansseja 

yritettiin laskea myös datalehtien DC-resistansseista huomioimalla virranahto ja lähei-

syysvaikutus, mutta tällä tavalla saadut arvot olivat liian suuria kaapelivalmistajan data-

lehdillä ilmoittamiin arvoihin verrattuna. Näin ollen kaapelien AC-resistanssit arvioidaan 

5 % kaapelin DC-resistanssia (RDC) suuremmaksi. Arvio perustuu siihen, että [51, s. 103] 

mukaan ilmajohdoilla RAC on 1,5…8 % ilmoitettua RDC suurempi. Arviossa on myös huo-

mioitu, ettei arvioitu RAC ylittäisi kaapelivalmistajan 40 °C:n tai sitä suuremmassa lämpö-

tilassa ilmoittamaa resistanssia. Voimalaitokseen valittujen 33 kV:n kaapelien sähköiset 

arvot on esitetty taulukossa 8. 

 33 kV:n alumiinikaapelien sähköiset arvot [52,53]. 
 

Johtimen pinta-ala 
(mm2) 

RDC (Ω/km) L (mH/km) C (µF/km) RAC (Ω/km) 

120 0,253 0,40 0,17 0,266 

150 0,206 0,39 0,18 0,216 

240 0,125 0,36 0,22 0,131 

400 0,0778 0,33 0,26 0,0817 

 

Voimalaitokseen valittujen 66 kV:n kaapelien sähköiset arvot on esitetty taulukossa 9. 

66 kV:n kaapelien DC-resistanssit ovat samat kuin vastaavien 33 kV:n kaapelien, sillä 
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RDC 20 °C:n lämpötilassa on saman pinta-alan alumiinijohtimilla yhtä suuri [52–54]. RAC 

on arvioitu vastaavasti 5 % RDC:tä suuremmaksi. 

 66 kV:n alumiinikaapelien sähköiset arvot [54]. 
 

Johtimen pinta-ala 
(mm2) 

RDC (Ω/km) X (Ω/km) C (µF/km) RAC (Ω/km) 

120 0,253 0,162 0,115 0,266 

150 0,206 0,157 0,123 0,216 

185 0,164 0,155 0,131 0,172 

240 0,125 0,151 0,140 0,131 

 

Yli 63,5 kV:n kaapeleita mallinnettaessa tulee lisäksi tietää häviökerroin tan δ [55, s. 33, 

katso 56, s. 36]. 66 kV:n kaapeleille syötetään PowerFactoryyn häviökertoimeksi IEC 

60287-1-1 -standardin mukainen 0,0015 [57, katso 58, s. 60]. 

4.3.2 Muuntajat 
Voimalamuuntajissa on väliottokytkin (keskiasennossa). Voimalaitoksen päämuunta-

jassa on yläjännitepuolella käämikytkin, jonka porrastus on ±9x1,67 % yläjännitepuolen 

nimellisjännitteestä. 33 kV:n ja 66 kV:n muuntajien parametrit ovat jännitetasoja lukuun 

ottamatta samat. Muuntajien parametrit on esitetty taulukossa 10. 

 Voimalaitoksen muuntajien parametrit [59,60]. 
 

Muuntaja Sn (MVA) xk (pu) rk (pu) Pk (kW) P0 (kW) 
kytkentä-

ryhmä 

Voimalamuuntaja 5,5 0,0796 0,00796 43,78 8 Dyn5 

Päämuuntaja 40 0,11994 0,00365 146 23,5 YNd11 

 

Päämuuntajan käämikytkin on aseteltu säätämään keskijännitepuolen jännitettä portait-

tain. Jännitteen asetusarvo on 1 pu ja asetusarvon ala- ja ylärajat 0,985 pu ja 1,015 pu. 

Käämikytkimen säätäjän aikavakio on 0,5 s. Keskijänniteverkon perusjännitteet ovat 33 

ja 66 kV kullakin verkkovaihtoehdolla käytettävän jännitetason mukaisesti. Käämikytki-

men toiminta ja asettelut ovat puistosäätäjästä erilliset. 

4.3.3 Puistosäätäjä 
Puistosäätäjän toimintaperiaate on esitetty kuvassa 16. 
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Kuva 16. Puistosäätäjän toimintaperiaate [61, s. 15]. 

Kuvan 16 mukaisesti puistosäätäjä saa liittymispisteestä (PCC) mitatun virran ja jännit-

teen, joiden perusteella se määrittää tavoitearvot pätö- ja loistehon tuotannolle. Puis-

tosäätäjä ohjaa voimalasäätäjiä välittämällä näille määrittelemänsä tavoitearvot. Voima-

lasäätäjät säätävät sitten voimaloiden tuotantoa näiden arvojen mukaisesti, jolloin sisä-

verkon ja liittymispisteen tehotilanne muuttuu. Puistosäätäjä päivittää voimalasäätäjille 

välittämiänsä tavoitearvoja liittymispisteen kulloisenkin tilanteen mukaisesti. Voima-

lasäätäjät ohjaavat voimaloita paikallisten asetusten mukaisesti, mikäli puistosäätäjä ei 

ole käytössä. 

Puistosäätäjän asettelut tehdään VJV2018:n liitteen B ”Voimalaitosten jännitteensäädön 

asetteluperiaatteet” mukaisesti [9, s. 100–104]. Puistosäätäjän käyttämä säätötapa on 

referenssipisteen jännitteensäätö. Referenssipiste sijaitsee päämuuntajan yläjännite-

puolen navoissa. Jännitteensäädön tavoitearvo on 118 kV. Mitoitusloisteho Qn on 33 % 

voimalaitoksen mitoitustehosta Pmax eli 9,801 MVAr. Loistehostatiikan asetusarvo on 4 

%. Tämän työn voimalaitoksen verkkomalleissa käytettävä puistosäätäjä on PowerFac-

toryn pysyvän tilan (steady-state) esimerkkipuistosäätäjä, joka on aseteltu edellä kuva-

tun mukaisesti. 

4.4 Voimalaitoksen kaapelien mitoitus 

Voimalaitoksen kaapelien valinta tehdään tehonjakolaskennan perusteella. Lasken-

nassa kaapelien resistanssina käytetään resistanssia 65 °C:n lämpötilassa, jonka Po-

werFactory laskee 20 °C:n lämpötilassa ilmoitetun resistanssin sekä johdinmateriaalin 
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avulla. Luvussa 2.3.4 kuvatun mukaisesti voimalaitoksen sisäverkon loistehon kulutus 

on tyypillisesti sisäverkon loistehon tuotantoa suurempi. Näin ollen sisäverkko on ras-

kaimmin kuormitettu, kun voimalat tuottavat pätötehoa ja kuluttavat loistehoa maksimi-

määrän (loistehokapasiteettinsa rajoissa). Niinpä tehonjakolaskelmissa, joiden perus-

teella kaapelien mitoitus tehdään, käytetään tätä tilannetta. Tehonjakolaskennalla var-

mistettiin vielä, että ko. tilanteessa sisäverkko on raskaammin kuormitettu kuin tilan-

teessa, jossa voimalat tuottavat pätö- ja loistehoa maksimimäärän. Voimalaitoksen puis-

tosäätäjä on mitoituslaskennassa poissa käytöstä, jotta voimaloiden pätötehon tuotanto 

ja loistehon kulutus pysyvät em. maksimissa. Kaapelit mitoitetaan siten, ettei niiden kuor-

mitusaste ylitä 100 %:a. 

Mitoitettujen kaapelien lisäksi tarkastellaan paksumpien kaapelien käyttöä voimalaitok-

sen sisäverkossa. Paksummilla kaapeleilla on pienempi resistanssi, joten niitä käytettä-

essä pätötehohäviöt sisäverkossa ovat pienemmät, mutta investointikustannukset suu-

remmat kuin mitoitetuilla kaapeleilla. Pienemmillä kaapeleilla kokoa kasvatettaessa re-

sistanssi pienenee enemmän kuin paksummilla kaapeleilla, joten kaapelikoon kasvatta-

mista tarkastellaan vain alle 240 mm2:n kaapeleilla.  

Pienimpänä kaapelikokona työssä käytetään 120 mm2:n kaapelia, joka on pienin tässä 

työssä käytettävän 66 kV:n kaapelien datalehden kaapelikoko [54]. Tällöin 33 kV:n ja 66 

kV:n verkkovaihtoehdot ovat paremmin vertailtavissa keskenään. Voimalaitoksen 33 

kV:n verkkovaihtoehtoihin valitaan täten tarkasteltaviksi kaapelityypeiksi 120 mm2:n ja 

tätä suuremmat AHXAMK-W (120…300 mm2) ja AHXAMK-WP (400 mm2) -kaapelit.  

Tässä työssä käytettävät kaapelien kuormitettavuudet ilmoitetaan seuraavin yleisin ole-

tuksin: johtimien lämpötila 65 °C, kolmioasennus ja kaapelin kosketussuoja kytkettynä 

molemmista päistä. Voimalaitoksen kaapelit mitoitetaan varmuuden vuoksi siten, että 

korkeintaan kahden kolmijohdinkaapelin tai yksinjohdinkaapeliryhmän on mahdollista 

kulkea rinnakkain samassa ojassa vähintään 70 mm etäisyydellä toisistaan. Tämä vas-

taa korjauskerrointa 0,85. Kaapelien korjauskertoimeen vaikuttavat olosuhteet ovat tä-

män lisäksi seuraavat: asennussyvyys 0,7 m, maan lämpöresistiivisyys 1,0 Km/W ja 

maan lämpötila 15 °C. Näistä kunkin korjauskerroin on 1, joten kaapelien mitoituksessa 

käytettävä kokonaiskorjauskerroin on 0,85. [62, s. 48–51] 33 kV:n 120…400 mm2:n alu-

miinikaapelien kuormitettavuudet kertoimilla 1 ja 0,85 on esitetty taulukossa 11. 
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 33 kV:n alumiinikaapelien kuormitettavuus kolmioon asennettuna ja koske-
tussuoja molemmista päistä kytkettynä, kun johtimen lämpötila on 65 °C 

[52,53]. 
 

33 kV:n johtimen 
pinta-ala (mm2) 

Kuormitettavuus 
kertoimella 1 (A) 

Kuormitettavuus 
kertoimella 0,85 (A) 

120 265 225,3 

150 300 255,0 

185 330 280,5 

240 385 327,3 

300 435 369,8 

400 510 433,5 

 

Taulukossa 12 on esitetty voimalaitoksen 33 kV:n ketjutetun verkkovaihtoehdon tehon-

jaon perusteella valittujen kaapelien johdinpinta-ala Aj ja kaapelien kuormitusaste, kun 

sisäverkko on raskaimmin kuormitettu. Näiden lisäksi taulukossa 12 on esitetty verkko-

vaihtoehdon, jossa alle 240 mm2:n kaapelit on korvattu yhtä kokoa suuremmilla, kaapelit. 

 33 kV:n ketjutettujen verkkovaihtoehtojen kaapelien johdinpinta-alat. 
 

Kaapeli 

Mitoitetut Paksummat 

Aj (mm2) 
Kuormitusaste 

(%) 
Aj (mm2) 

SA–WTG 1.1 120 86,5 150 
WTG 1.1–WTG 1.2 120 43,3 150 
SA–WTG 2.1 400 89,8 400 
WTG 2.1–WTG 2.2 240 89,2 240 
WTG 2.2–WTG 2.3 120 86,5 150 
WTG 2.3–WTG 2.4 120 43,3 150 

 

33 kV:n jakokaapeilla yhdistettyjen verkkovaihtoehtojen kaapelit voidaan mitoittaa vas-

taavasti tehonjaon perusteella. Nämä kaapelit on esitetty taulukossa 13. Näiden lisäksi 

taulukossa 13 on esitetty jakokaappiverkkovaihtoehdot paksummilla 150 mm2:n kaape-

leilla. 

 33 kV:n jakokaappiverkkovaihtoehtojen kaapelien johdinpinta-alat. 
 

Kaapeli 
Mitoitetut Paksummat 

Aj (mm2) 

SA–JK 120 150 
JK–WTG 1.1 120 150 
JK–WTG 1.2 120 150 
SA–JKx 400 400 
JKx–WTG 2.1 120 150 
JKx–WTG 2.2 120 150 
JKx–WTG 2.3 120 150 
JKx–WTG 2.4 120 150 
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Jakokaapin sijainnilla ei ole merkitystä kaapelien mitoitukseen, joten kaikkiin jakokaap-

peja käyttäviin verkkovaihtoehtoihin valitaan samat kaapelit. Tämä voidaan nähdä taulu-

kosta 14, jossa on esitetty kaapelien kuormitusasteet jakokaappiverkkovaihtoehdoille. 

 Jakokaappiverkkovaihtoehtojen kuormitusasteet mitoitetuilla kaapeleilla 
 

Kaapeli 

33 kV 
JK1 

33 kV 
JK2 

33 kV 
JK3 

33 kV 
JK4 

33 kV 
JK5 

33 kV 
JK6 

Kuormitusaste (%) 

SA–JK 86,5 86,5 86,5 86,5 86,5 86,5 
JK–WTG 1.1 43,3 43,3 43,3 43,3 43,3 43,3 
JK–WTG 1.2 43,3 43,3 43,3 43,3 43,3 43,3 
SA–JKx 89,7 89,6 89,5 89,7 89,6 89,8 
JKx–WTG 2.1 43,3 43,3 43,3 43,3 43,3 43,3 
JKx–WTG 2.2 43,3 43,3 43,3 43,3 43,3 43,3 
JKx–WTG 2.3 43,3 43,3 43,3 43,3 43,3 43,3 
JKx–WTG 2.4 43,3 43,3 43,3 43,3 43,3 43,3 

 

Taulukosta 14 havaitaan, että kuormitusasteet ovat lähes identtiset eroten ainoastaan 

sähköaseman ja ryhmän 2 jakokaapin välisen kaapelin osalta. Erot tämän kaapelin kuor-

mitusasteessa ovat hyvin pieniä, korkeintaan 0,3 prosenttiyksikköä. Voimalaitoksen 66 

kV:n verkkovaihtoehtoa varten valitaan tarkasteltavaksi 120…240 mm2:n alumiinikaape-

lit. Korjauskertoimeksi oletetaan sama kuin 33 kV:n kaapeleilla, eli 0,85. Kaapelien kuor-

mitettavuus on esitetty taulukossa 15. 

 66 kV:n alumiinikaapelien kuormitettavuus [54]. 
 

66 kV:n johtimen 
pinta-ala (mm2) 

Kuormitettavuus 
kertoimella 1 (A) 

Kuormitettavuus 
kertoimella 0,85 (A) 

120 291 247,4 

150 299 254,2 

185 324 275,4 

240 375 318,8 

 

Voimalaitoksen 66 kV:n verkkovaihtoehdon sisäverkossa käytettävät kaapelit valitaan 

vastaavasti kuin 33 kV:n verkkovaihtoehtojen kaapelit. Nämä kaapelit on esitetty taulu-

kossa 16. Taulukossa 16 on esitetty myös vaihtoehto, jossa alle 240 mm2:n kaapelit on 

korvattu yhtä kokoa suuremmilla. 

 66 kV:n verkkovaihtoehdon kaapelien johdinpinta-alat. 
 

Kaapeli 

Mitoitetut Paksummat 

Aj (mm2) 
Kuormitusaste 

(%) 
Aj (mm2) 

SA–WTG 1.1 240 91,6 240 
WTG 1.1–WTG 1.2 120 98,4 150 
WTG 1.2–WTG 2.1 120 78,9 150 
WTG 2.1–WTG 2.2 120 59,2 150 
WTG 2.2–WTG 2.3 120 39,5 150 
WTG 2.3–WTG 2.4 120 19,8 150 
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Taulukoista 12, 14 ja 16 havaitaan, että 66 kV:lla viiden voimalan teho voidaan siirtää 

vielä 120 mm2:n kaapelilla, mutta 33 kV:lla tarvitaan jo neljän voimalan tehon siirtämi-

seen 400 mm2:n kaapeli. Lisäksi taulukoista nähdään, että 120 mm2:n kaapelien sijaan 

voisi hyvin käyttää pienempiäkin kaapeleita, etenkin yhden voimalan tehon siirtämiseen. 

66 kV:lla pienempiä kaapeleita voisi käyttää luultavasti kahden tai vielä kolmenkin voi-

malan tehon siirtämiseen.  

Verkkopituudet kaapelien johdinpinta-aloittain saadaan laskettua taulukoiden 4–7, 12, 

14 ja 16 avulla. Eri verkkovaihtoehtojen verkkopituudet kaapelityypeittäin mitoitetuilla 

kaapeleilla on esitetty taulukossa 17. 

 Eri verkkovaihtoehtojen verkkopituudet kaapelityypeittäin mitoitetuilla kaape-
leilla. 
 

Aj (mm2) 

33 kV 
ketjutettu 

33 kV 
JK1 

33 kV 
JK2 

33 kV 
JK3 

33 kV 
JK4 

33 kV 
JK5 

33 kV 
JK6 

66 kV 
ketjutettu 

Pituus (km) 

120 2,801 3,934 4,718 5,520 4,408 4,737 3,548 3,908 

240 0,632 – – – – – – 0,790 

400 1,253 1,100 0,800 0,550 0,921 0,854 1,414 – 

yhteensä 4,686 5,034 5,518 6,070 5,329 5,591 4,962 4,698 

 

Verkkovaihtoehtojen verkkopituudet paksummilla kaapeleilla on esitetty taulukossa 18. 

 Eri verkkovaihtoehtojen verkkopituudet kaapelityypeittäin paksummilla kaa-
peleilla. 

 

Aj (mm2) 

33 kV 
ketjutettu 

33 kV 
JK1 

33 kV 
JK2 

33 kV 
JK3 

33 kV 
JK4 

33 kV 
JK5 

33 kV 
JK6 

66 kV 
ketjutettu 

Pituus (km) 

150 2,801 3,934 4,718 5,520 4,408 4,737 3,548 3,908 

240 0,632 – – – – – – 0,790 

400 1,253 1,100 0,800 0,550 0,921 0,854 1,414 – 

yhteensä 4,686 5,034 5,518 6,070 5,329 5,591 4,962 4,698 
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5. VOIMALAITOKSEN VERKKOVAIHTOEHTOJEN 
KUSTANNUSLASKENTA 

Tässä luvussa vertaillaan luvussa 4 esitettyjen verkkovaihtoehtojen keskinäistä kannat-

tavuutta sekä eri kaapelikokojen välistä kannattavuutta. Aluksi lasketaan pätötehohäviöt 

verkkovaihtoehdoille luvussa 5.1. Seuraavaksi luvussa 5.2 lasketaan vertailtavat inves-

tointikustannukset verkkovaihtoehdoille. Luvussa 5.3 lasketaan vertailtavat kokonais-

kustannukset verkkovaihtoehdoille aiemmin laskettujen pätötehohäviöiden ja investoin-

tikustannusten perusteella. Kokonaiskustannusten perusteella verrataan ensin mitoitet-

tuja ja paksumpia kaapeleita kullakin verkkovaihtoehdolla. Vertailun perusteella valitaan, 

kumpia kaapeleita käytetään kullakin verkkovaihtoehdolla vaihtoehtojen välisessä ver-

tailussa, joka tehdään luvussa 5.3.3.  

Vertailuissa käytetään vain valikoituja kustannuksia. Saatavaa tuottoa ei huomioida, ku-

ten ei myöskään itse voimaloiden investointikustannuksia. Näin saadaan eri verkkovaih-

toehtojen väliset kustannuserot paremmin esille. Luvun 5.2 alussa perustellaan valintaa 

investointikustannusten osalta tarkemmin sekä esitetään komponentit, jotka huomioi-

daan kustannuslaskennassa. 

5.1 Häviölaskenta 

PowerFactoryyn luotiin luvun 4 tiedoilla verkkovaihtoehtojen mallit, joille suoritetaan 

aluksi häviölaskenta. Häviölaskenta suoritetaan käyttämällä PowerFactoryn Power Park 

Energy Analysis -työkalua (PPEA). PPEA suorittaa voimalaitoksen verkkomallille ns. tuu-

lennopeusskannauksen (wind speed sweep) eli laskee voimalaitoksen tehonjaon kulla-

kin tuulennopeudella käyttäjän määrittämän tuulennopeuden askelkoon välein. Tehon-

jako lasketaan niin ikään käyttäjän määrittämien Weibull-jakauman ja luotettavuustason 

mukaiseen maksiminopeuteen saakka. Aika, jonka yksittäinen tehonjakotilanne on voi-

massa vuoden aikana, saadaan kertomalla vuoden tunnit (8760 h) kunkin tuulennopeu-

den esiintymistodennäköisyyden mukaan. Näin PPEA antaa tuloksena vuosittaisen 

energiantuotannon ja vuosittaiset pätötehohäviöt. [63, s. 1147–1152] Lisäksi saatavassa 

raportissa ilmoitetaan keskimääräiset tehot liittymispisteessä, voimalaitoksen vuoden ai-

kana tuottama ja kuluttama energia, tuotanto- ja kulutustunnit, huipunkäyttöaika, sekä 

sähköstä saatavat tuotot ja kulutuksesta ja häviöistä syntyvät kustannukset käyttäjän 

määrittelemillä sähkön hinnoilla. Raportissa on myös eritelty esim. häviöt jännitetason ja 

komponenttien, joissa ne syntyvät, mukaan.  
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Tässä työssä laskennassa on käytössä puistosäätäjä sekä päämuuntajan käämikytkin. 

Kaapelien resistanssina käytetään resistanssia 65 °C:n lämpötilassa, jonka PowerFac-

tory laskee 20 °C:n lämpötilassa ilmoitetun resistanssin sekä johdinmateriaalin avulla. 

Voimalaitoksen alueella tuulennopeus on keskimäärin 7,5 m/s ja tuulisuuden Weibull-

jakauman muotokerroin k on 2. Laskennassa käytettävät luotettavuustaso ja tuulenno-

peuden askelkoko ovat 0,99999 ja 0,1 m/s vastaavasti. Luotettavuustason mukainen 

maksimituulennopeus on n. 29 m/s, eli 99,999 %:n todennäköisyydellä tuulennopeus on 

tätä pienempi. Tuulennopeuden askelkoon pienentämisellä 0,01 m/s:iin ei ollut vaiku-

tusta laskennan tuloksiin. Laskennassa käytettävä tuulivoimaloiden tehokäyrä on esitetty 

kuvassa 17. 

 

Kuva 17. Tuulivoimaloiden tehokäyrä. Muokattu lähteestä [64]. 

Eri verkkovaihtoehtojen vuosittaiset pätötehohäviöt mitoitetuilla kaapeleilla on esitetty 

taulukossa 19. 

 Eri verkkovaihtoehtojen vuosittaiset pätötehohäviöt mitoitetuilla kaapeleilla. 
 

Vaihtoehto 
Yhteensä Kaapelit Muuntajat 

Pätötehohäviöt (MWh/a) 

33 kV ketjutettu 1346,95 198,99 1147,96 
33 kV JK1 1279,05 130,38 1148,67 
33 kV JK2 1270,48 121,78 1148,70 
33 kV JK3 1265,13 116,45 1148,68 
33 kV JK4 1274,01 125,32 1148,69 
33 kV JK5 1273,96 125,31 1148,64 
33 kV JK6 1293,27 144,76 1148,51 
66 kV ketjutettu 1350,57 203,65 1146,92 

 

Verkkovaihtoehtojen vuosittaiset pätötehohäviöt paksummilla kaapeleilla on esitetty tau-

lukossa 20. 
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 Eri verkkovaihtoehtojen vuosittaiset pätötehohäviöt paksummilla kaapeleilla. 
 

Vaihtoehto 
Yhteensä Kaapelit Muuntajat 

Pätötehohäviöt (MWh/a) 

33 kV ketjutettu 1330,79 182,68 1148,10 
33 kV JK1 1267,38 118,62 1148,76 
33 kV JK2 1256,98 108,18 1148,80 
33 kV JK3 1249,76 100,97 1148,79 
33 kV JK4 1261,24 112,46 1148,78 
33 kV JK5 1260,42 111,68 1148,74 
33 kV JK6 1282,51 133,92 1148,59 
66 kV ketjutettu 1323,39 176,23 1147,16 

 

Taulukoista 19 ja 20 nähdään, että suurimmat häviöt ovat vaihtoehdoissa 66 kV ketju-

tettu, 33 kV ketjutettu ja 33 kV JK6. Ketjutettujen verkkovaihtoehtojen häviöt ovat selke-

ästi jakokaappiverkkovaihtoehtoja suuremmat. Erot eri jakokaappivaihtoehtojen välillä 

ovat selkeät pl. JK4 ja JK5, joiden välinen ero on hyvin pieni varsinkin mitoitetuilla kaa-

peleilla. Ero häviöissä mitoitettujen ja paksumpien kaapelien välillä on samaa suuruus-

luokkaa kuin ero häviöissä eri verkkovaihtoehtojen välillä. Ero häviöissä verkkovaihtoeh-

tojen välillä on suurimmillaan n. 7 % verrattuna vaihtoehtoon 33 kV JK3, jossa on pie-

nimmät häviöt. Häviölaskennan raportit on esitetty kokonaisuudessaan liitteessä C. 

Suurimmat häviöt 66 kV:lla johtuvat siitä, että siinä on ohuinta kaapelia, sekä siitä, että 

yhdellä kaapelilla siirretään enimmillään kuuden voimalan tuottama teho. Lisäksi 33 

kV:lla neljän voimalan teho siirretään 400 mm2:n kaapelilla, mutta 66 kV:lla neljällä ja 

vielä viidelläkin voimalalla teho siirretään 120 mm2:n (tai 150 mm2 paksumman kaapelin 

tapauksessa) kaapelilla, jonka resistanssi on huomattavasti suurempi. 33 kV:lla 120 

mm2:n (tai 150 mm2:n) kaapelilla siirretään korkeintaan kahden voimalan teho. Vaikka 

yhden voimalan virta onkin 66 kV:lla noin puolet 33 kV:n virrasta, voimaloita ketjutetta-

essa 66 kV:lla virta on suunnilleen yhtä suuri kahdella voimalalla, kolmella voimalalla jo 

suurempi, ja neljällä voimalalla noin kaksinkertainen yhden voimalan virtaan 33 kV:lla 

verrattuna. Yhdessä ohuen kaapelin suuren resistanssin kanssa tuloksena on se, että 

66 kV:n verkkovaihtoehdossa on pääasiassa 33 kV:n vaihtoehtoja suuremmat häviöt.  

Jakokaappivaihtoehtojen kaapelivalintojen vuoksi niissä on pienimmät häviöt: 120 mm2:n 

kaapeli on ylimitoitettu yhdelle voimalalle (kaapelin suurin virta alle puolet kuormitetta-

vuudesta), ja suurin osa kaapelista on näissä verkkovaihtoehdoissa tätä. Tätä tukee se, 

että vaihtoehdossa 33 kV JK3, jossa 120 mm2:n kaapelia on eniten ja 400 mm2:n kaa-

pelia vähiten, on pienimmät häviöt. Pätötehohäviöiden ollessa suoraan verrannolliset vir-

ran neliöön on selvää, että monen voimalan virran kuljettavassa kaapelissa häviöt ovat 

suhteessa suuremmat kuin esimerkiksi vain yhden voimalan virran kuljettavassa kaape-

lissa. 
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33 kV:n ketjutetulla verkkovaihtoehdolla häviöt ovat mitoitetuilla kaapeleilla hieman pie-

nemmät ja paksummilla kaapeleilla hieman suuremmat kuin 66 kV:n vaihtoehdolla. Tätä 

selittää se, että 33 kV:lla yhdellä kaapelilla siirretään korkeintaan neljän voimalan teho, 

ja kaapelitkin ovat paksumpia, jolloin niiden resistanssi on pienempi. Lisäksi resistanssit 

on tässä työssä samankokoisilla 33 ja 66 kV:n kaapeleilla oletettu yhtä suuriksi, mikä 

osaltaan myös selittää asiaa. Taulukoita 19 ja 20 vertaamalla havaitaan kuitenkin, että 

kaapelikokoa kasvatettaessa 66 kV:n verkkovaihtoehdon häviöt tulevat 33 kV:n ketjutet-

tua verkkovaihtoehtoa pienemmiksi.  

Huomattava seikka on myös se, että muuntajien (ml. päämuuntaja) häviöt muodostavat 

suurimman osan voimalaitoksen häviöistä, ja nämä ovat käytännössä yhtä suuret 33 ja 

66 kV:lla, joten eri verkkovaihtoehdot eroavat lähinnä kaapeliverkon häviöiden osalta. 

Muuntajien häviöiden osuus voimalaitoksen häviöistä on noin 85–92 % verkkovaihtoeh-

dosta ja kaapelivalinnasta riippuen. Syynä muuntajien suureen osuuteen häviöistä lienee 

ainakin se, että kaapelipituudet ja ryhmäkoot, ja siten kaapeleissa kulkevat virrat ja niissä 

syntyvät häviöt ovat vielä suhteellisen pieniä verrattuna esimerkiksi suurempiin voima-

laitoksiin, joissa ryhmäkoot ovat suurempia tai kaapelia on suhteessa enemmän. 

Häviöt pienenevät eniten 66 kV:lla käytettäessä paksumpaa kaapelia, mikä tukee aiem-

paa mainintaa siitä, että pienemmän pään kaapeleiden koon kasvattamisella saadaan 

suurempi vaikutus, sillä niillä resistanssi pienenee enemmän. Tämä vaikuttaa järkevältä, 

sillä (täydellä teholla) raskaasti kuormitettua ohutta kaapelia on 66 kV:n vaihtoehdossa 

eniten, jolloin kaapelikoon kasvattamisella saadaan aikaan suuri vaikutus. 

66 kV:n verkkovaihtoehdon vuosittaiset pätötehohäviöt laskettiin vertailun vuoksi myös 

ilman häviökerrointa tan δ. Häviökertoimen vaikutus oli vähäinen, mutta selkeästi havait-

tavissa. Vaikutus korostunee suuremmissa verkoissa. 

5.2 Voimalaitoksen vertailtavat investointikustannukset 

Voimalaitoksen investointikustannusten osalta tässä työssä keskitytään tarkastelemaan 

sisäverkon investointikustannuksia. Esimerkiksi artikkelista [50, s. 6] nähdään, että itse 

tuulivoimalat muodostavat suurimman osan tuulivoimalaitoksen investointikustannuk-

sista ja vaihtoehtojen välisiä kustannuseroja on vaikea hahmottaa, kun voimaloiden in-

vestointikustannukset ovat vertailussa mukana. Siksi artikkelissa onkin verrattu vaihto-

ehtojen investointikustannuksia myös ilman tuulivoimaloiden investointikustannusten 

vaikutusta. Erot verkkovaihtoehtojen kustannuksissa ovat silti pieniä suhteessa inves-

tointikustannuksiin. [50, s. 6] Tästä syystä verkkovaihtoehtojen kustannusten vertailussa 

käytetään lähtökohtaisesti vain niiden komponenttien investointikustannuksia, joiden 
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osalta eri verkkovaihtoehdot mahdollisesti eroavat toisistaan. Erot eri verkkovaihtoehto-

jen välillä eivät siltikään ole suuria, kuten myöhemmin tässä työssä huomataan. Verkko-

vaihtoehtojen vertailtavissa investointikustannuksissa huomioitavat komponentit ovat 

kaapelit, kaapeliojat, jakokaapit, voimaloiden kojeistot, sähköaseman kojeiston syöttö-

kentät ja voimalamuuntajat. 

Voimalamuuntajat ja -kojeistot sisältyvät usein voimaloiden hintaan. Jännitetason noston 

vaikutus kuitenkin nostaa todennäköisesti myös voimalan hintaa, joten voimalamuuntajat 

ja -kojeistot otetaan mukaan tarkasteluihin, sillä verkkovaihtoehdoissa käytetään kahta 

eri jännitetasoa. Artikkelin [65, s. 13] mukaan päämuuntajat, joiden toisiojännite on kor-

keampi, ovat 25 % halvempia kuin päämuuntajat, joiden toisiojännite on pienempi. Suo-

men kantaverkon jännitetason mukainen 118/66 kV:n päämuuntaja lienee kuitenkin har-

vinainen, ja harvinaisempi kuin 118/33 kV:n päämuuntaja. Lisäksi em. jännitetasojen mu-

kaisten päämuuntajien hintoja on vaikea löytää. Näistä syistä päämuuntajien hinnat ole-

tetaan yhtä suuriksi ja ne jätetään pois vertailtavista investointikustannuksista. 

Useat julkaisut [46,48,65–69] perustavat hinta-arvionsa joko suoraan tai epäsuorasti läh-

teeseen [70]. Lähteessä [70] hinnat ovat Ruotsin kruunuissa ja vuodelta 2003, joten in-

flaatio on luultavasti nostanut hintoja. Toisaalta teknologia on kehittynyt tästä, jolloin hin-

nat ovat voineet pienentyäkin, erityisesti 66 kV:n kojeistojen osalta [50, s. 6; 71]. Kom-

ponenttien hintojen arviointiin käytetään täten lähteen [70] yhtälöitä. Hintojen muuttami-

seen euroiksi käytetään viimeaikaista syksyn 2022 Ruotsin kruunun keskimääräistä 

kurssia, joka on n. 0,092 (1 kruunu vastaa 0,092 euroa) [72]. Mahdollinen inflaatio ja 

valuuttakurssin muutos huomioidaan kuitenkin luvun 5.3.4 herkkyysanalyysissä. 

33 kV:n voimalamuuntajan hinta euroissa KTR voidaan laskea yhtälöllä [70, s. 196] 

 𝐾TR = 0,092(𝐴p + 𝐵p𝑆n
𝛽
) (1), 

missä Ap = -1,208∙106, Bp = 2143, β = 0,4473 ja Sn on muuntajan nimellinen näennäisteho 

volttiampeereissa (VA).  66 kV:n voimalamuuntajat ovat n. 50 % 33 kV:n voimalamuun-

tajia kalliimpia [65, s. 13; 71]. Näin ollen 33 kV:n voimalamuuntajan hinta lasketaan yh-

tälöllä (1) ja tätä korotetaan 50 %, jotta saadaan 66 kV:n voimalamuuntajan hinta. Voi-

malamuuntajien hinnat 100 euron tarkkuudella on esitetty taulukossa 21. 

 Voimalamuuntajien hinnat. 
 

Muuntaja KTR (€) 

0,69/33 kV 92 900 

0,69/66 kV 139 400 
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Yhtälö (1) em. parametrein on tarkoitettu 6,3…150 MVA:n päämuuntajien hintojen las-

kentaan. Useista [65] esitetyistä vaihtoehtoisista parametriyhdistelmistä mikään muu-

kaan ei kuitenkaan sovellu sellaisenaan 5,5 MVA:n voimalamuuntajan hinnan laskemi-

seen. Em. parametreilla saatava hinta on julkaisun [65] keskitasoa. Taulukon 21 hinnat 

ovat myös melko lähellä Energiaviraston yksikköhintojen mukaista jakeluverkon erikois-

muuntajan (ensiössä ja toisiossa keskijännite) hintaa (159 000 €), joten arvio lienee riit-

tävän hyvä [73]. Joka tapauksessa luvun 5.3.4 herkkyysanalyysissä tarkastellaan inves-

tointikustannusten muutosten vaikutusta vertailtaviin kokonaiskustannuksiin, jolloin 

myös mahdollinen virhe muuntajien hinnoissa tulee huomioitua. Sähköaseman kojeiston 

syöttökentän hinta euroissa KSG voidaan laskea yhtälöllä [65, s. 25; 70, s. 201] 

 𝐾SG = 0,092(𝐴p + 𝐵p𝑈n) (2), 

missä Ap = 320∙103, Bp = 6 ja Un on kojeiston nimellisjännite voltteina (V). Yhtälöllä (2) 

lasketut kojeistojen syöttökenttien hinnat 100 euron tarkkuudella on esitetty taulukossa 

22. 

 Sähköaseman kojeiston syöttökenttien hinnat. 
 

Un (kV) KSG (€) 

33 47 700 

66 65 900 

 

33 kV:n syöttökentät on arvioitu diplomityössä [26, s. 63] 50–100 % 21 kV:n syöttökenttiä 

kalliimmiksi. Taulukon 22 hinta 33 kV:n syöttökentälle osuu tälle hintavälille Energiavi-

raston yksikköhinnoilla laskettuna, joten arvio lienee hyvä [73]. Julkaisun [65] lisäksi ai-

nakin julkaisut [46,48,66] perustavat arvionsa kojeistojen hinnasta lähteeseen[70]. Näi-

den mukaisesti laskettuna sähköaseman 33 ja 66 kV:n kojeistojen hintaero on n. 38 %, 

kuten taulukosta 22 nähdään. Lähteessä [71] hintaeroksi on arvioitu 40 %, joten taulukon 

22 arviota voitaneen pitää hyvänä. Voimaloiden kojeistojen hinta euroissa KSG,WT voidaan 

laskea yhtälöllä [65, s. 25; 70, s. 201] 

 𝐾SG,WT = 0,092(𝐴p + 𝐵p𝑈n) (3), 

missä Ap = 100,33∙103, Bp = 2,8726 ja Un kojeiston nimellisjännite voltteina (V). Yhtälöllä 

(3) lasketut voimaloiden kojeistojen hinnat 100 euron tarkkuudella on esitetty taulukossa 

23. 

 Voimaloiden kojeistojen hinnat. 
 

Un (kV) KSG,WT (€) 

33 18 000 

66 26 700 
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Voimaloiden kojeistojen hintoja ei ole eritelty yhtä monessa lähteessä kuin sähköaseman 

kojeistojen. Taulukon 23 mukainen hintaero 33 ja 66 kV:n kojeistoilla on n. 48 % 33 kV:n 

kojeiston hinnasta, mitä voitaneen pitää kuitenkin melko hyvänä, sillä se on lähellä tau-

lukon 22 mukaista kojeistojen hintaeroa (38 %). 

Edellä esitetyt hinnat ovat komponenttien hintoja merituulivoimalaitoksissa, mutta hinnat 

lienevät pääosin samaa suuruusluokkaa myös maatuulivoimalaitoksissa, kuten edelläkin 

verrattiin. Kovin suuria eroja komponenttien asennusolosuhteissa ei ole, toisin kuin maa- 

ja merikaapelien välillä, joista jälkimmäiset ovat jatkuvasti vedessä. Lähteissä [65,67,70] 

on esitetty hintayhtälöt myös merikaapeleille, mutta nämä ovat huomattavasti maakaa-

peleita kalliimpia, joten maakaapelien hintojen arvioinnin pohjana käytetään Energiavi-

raston yksikköhintoja 2016–2023 [73]. 33 ja 66 kV:n maakaapelien välinen hintaero ar-

vioidaan kuitenkin 33 ja 66 kV:n merikaapelien hintojen perusteella, sillä hintatietoa eri-

tyisesti 66 kV:n maakaapeleista ei löytynyt. 

[70] mukaan laskettuna 235…510 A 66 kV:n merikaapelit ovat n. 15–22 %, [50] mukaan 

15 %, [71] mukaan 10–20 % ja [65] mukaan 20–26 % 33 kV:n merikaapeleita kalliimpia. 

Näin ollen 66 kV:n maakaapelit oletetaan 20 % vastaavia 33 kV:n maakaapeleita kalliim-

miksi. Hintaeron suuruus vaikuttaa järkevältä, sillä erään kaapelointitarviketoimittajan 

hinnaston mukaan 33 kV:n maakaapelit ovat n. 25 % 21 kV:n maakaapeleita kalliimpia 

[26, s. 54]. Energiaviraston yksikköhinnoilla 2016–2023 33 kV:n kaapelit ovat 33 % ja 

päivitetyillä yksikköhinnoilla 2022–2023 5 % 20 kV:n kaapeleita kalliimpia [73,74]. Yksik-

köhinnoilla lasketut hintaerot perustuvat kuitenkin vain yhden kaapelikoon hintavertai-

luun, sillä yksikköhinnoissa on alle 300 mm2 30–45 kV:n kaapeleille vain yksi hinta, jota 

verrattiin 300 mm2 20 kV:n kaapelin yksikköhintaan eron laskemiseksi. Tästä huolimatta 

myös yksikköhinnat tukevat em. arvioita ollen samaa suuruusluokkaa (ka. 19 %). 

Tämän työn voimalaitoksen komponentteja vastaavien 20 kV:n komponenttien yksikkö-

hinnat on esitetty liitteessä D taulukossa 28. 33 kV:n kaapelien hinnat arvioidaan 25 % 

20 kV:n kaapelien yksikköhintoja korkeammiksi, ja 66 kV:n kaapelien hinnat edelleen 20 

% 33 kV:n kaapelien hintoja korkeammiksi, kuten aiemmin todettiin. 33 kV:n kaapelija-

kokaapin oletetaan olevan saman hintainen kuin 20 kV:n kaapelijakokaapin, sillä esimer-

kiksi eräissä verkkokaupoissa 12–36 kV:n kaapelijakokaappien hinnoissa ei ole suurta 

eroa. Kaapeliojaa oletetaan olevan kussakin verkkovaihtoehdossa yhtä paljon kuin kaa-

pelia. Kaapeliojan hinta ei riipu ojaan asennettavasta kaapelityypistä, vaan kaivuuolo-

suhteista. Tuulivoimalaitokset sijaitsevat tyypillisesti syrjäisillä seuduilla, jolloin kaivuu-

olosuhteet ovat helppoja [26, s. 34]. Taulukoiden 17, 18 ja 21–23, sekä em. oletusten 



49 
 

avulla saadaan laskettua eri verkkovaihtoehtojen vertailtavat investointikustannukset. 

Verkkovaihtoehtojen vertailtavat investointikustannukset on esitetty taulukossa 24 ja nii-

den muodostuminen liitteessä E taulukoissa 29–36. 

 Verkkovaihtoehtojen vertailtavat investointikustannukset mitoitetuilla ja pak-
summilla kaapeleilla. 

 

Vaihtoehto 
Mitoitetut Paksummat 

Investointikustannukset (€) 

33 kV ketjutettu 1 028 085 1 032 987 
33 kV JK1 1 039 622 1 046 506 
33 kV JK2 1 054 009 1 062 265 
33 kV JK3 1 073 089 1 082 749 
33 kV JK4 1 048 502 1 056 216 
33 kV JK5 1 059 057 1 067 346 
33 kV JK6 1 045 293 1 051 502 
66 kV ketjutettu 1 332 499 1 340 706 

 

Taulukosta 24 nähdään, että investointikustannukset ovat edullisimmat 33 kV:n ketjute-

tussa verkkovaihtoehdossa. Erot eri verkkovaihtoehtojen välillä ovat korkeintaan n. 

50 000 € pl. 66 kV ketjutettu, joka on investointikustannuksiltaan selkeästi kallein eron 

muihin verkkovaihtoehtoihin ollessa n. 300 000 €. Mitoitettujen ja paksumpien kaapelien 

välinen kustannusero kullakin verkkovaihtoehdolla on korkeintaan n. 10 000 €. Voimala-

muuntajien osuus vertailtavista investointikustannuksista on 33 kV:n verkkovaihtoeh-

doilla hieman yli puolet (557 400 €) ja 66 kV:n tapauksessa yli 60 % (836 400 €), mikä 

voidaan nähdä taulukosta 21 ja liitteestä E. 

5.3 Verkkovaihtoehtojen vertailtavat kokonaiskustannukset 

Tässä luvussa esitetään kokonaiskustannusten laskentaan käytettävä laskentamene-

telmä ja laskennassa käytettävät parametrit. Tämän jälkeen vertaillaan mitoitettujen ja 

paksumpien kaapelien käytön kokonaiskustannuksia, jotta voidaan valita kullekin verk-

kovaihtoehdolle kokonaiskustannuksiltaan edullisimmat kaapelit. Valittuja kaapeleita 

käyttäen verrataan vielä eri verkkovaihtoehtojen kokonaiskustannuksia toisiinsa, jotta 

saadaan määritettyä kokonaisedullisin vaihtoehto. 

Tuulivoimalaitoksen sähköverkossa syntyvät pätötehohäviöt ja niistä aiheutuvat hä-

viökustannukset toistuvat vuosittain. Investointikustannukset, kuten investointikustan-

nukset, taas ovat periaatteessa kertaluontoinen kulu. Verkkovaihtoehtojen vertailua var-

ten nämä kustannuslajit tulee yhteismitallistaa. Kustannuslajien yhteismitallistamiseen 

käytetään pääosin kahta menetelmää: nykyarvo- ja annuiteettimenetelmää [75, s. 40–

41]. Näistä nykyarvomenetelmä on yleisempi [76, s. 224]. Lisäksi useissa tuulivoimalai-
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tosten kannattavuuslaskentaa käsittelevissä julkaisuissa käytetään nettonykyarvomene-

telmää (NPV) [46,47,68,69], kun taas annuiteettimenetelmää käyttäviä julkaisuja ei juuri 

löytynyt. Näin ollen verkkovaihtoehtojen kokonaiskustannuksia arvioidaan tässä työssä 

yhteismitallistamalla investointi- ja häviökustannukset käyttäen nykyarvomenetelmää. 

Nykyarvomenetelmässä häviökustannukset diskontataan nykyhetkeen valitulla lasken-

takorkokannalla ja lasketaan yhteen investointikustannusten kanssa. Vuosittaisten kus-

tannusten ollessa yhtä suuria voidaan niiden laskemiseen käyttää jaksollisten maksujen 

nykyarvon kaavaa 

 
𝑎n =

(1 + 𝑖)𝑛 − 1

𝑖(1 + 𝑖)𝑛
 (4), 

missä an on jaksollisten maksujen nykyarvotekijä, i on laskentakorkokanta ja n investoin-

nin pitoaika vuosina [76, s. 218–220].  

Tuulivoimalaitosten käyttöikä on kasvussa, ja se voi uusilla voimalaitoksilla olla 30 vuotta 

[77, s. 6; 78]. Tuulivoimalaitoksen käyttöiäksi oletetaan täten 30 vuotta ja tätä käytetään 

myös investoinnin pitoaikana. Investoinnin jäännösarvoksi oletetaan 0. Jäännösarvo voi 

olla negatiivinenkin, mutta on eri verkkovaihtoehdoilla kuitenkin luultavasti hyvin saman-

suuruinen, jolloin sillä ei ole vaikutusta eri verkkovaihtoehtojen välisiin kustannuseroihin. 

Lisäksi 30 vuoden kuluttua jäännösarvon nykyarvo on luultavasti melko pieni, ja sitä pie-

nempi, mitä suurempi laskentakorkokanta on. Laskentakorkokannaksi tarkasteluihin va-

litaan 6 %, mikä on tyypillisesti riittävä tuotto markkina-aseman turvaamiseen investoin-

nein [76, s. 210]. 

Vuosittaiset häviökustannukset kullekin verkkovaihtoehdolle saadaan kertomalla taulu-

kon 19 pätötehohäviöt sähkön hinnalla, eli 

 𝐾h = 𝐸h𝐾𝐸 (5), 

missä Kh on vuosittaiset häviökustannukset, Eh on vuosittaiset pätötehohäviöt ja KE säh-

kön hinta. Kertomalla vuosittaiset häviökustannukset Kh jaksollisten maksujen nykyarvo-

tekijällä ja laskemalla yhteen vertailtavien investointikustannusten Ki kanssa saadaan 

voimalaitoksen vertailtavat kokonaiskustannukset Ktot. Eli yhtälönä 

 𝐾tot = 𝑎n𝐾h + 𝐾i (6) 

Sähkön keskihinnaksi tulevaisuudessa on arvioitu n. 40–50 €/MWh, joskin maatuulivoi-

masta saatava hinta on arvioitu hieman pienemmäksi [79, s. 66,74]. Sähkön hinnaksi 

tarkasteluissa oletetaan täten 40 €/MWh. Pitkäaikaiset, kiinteähintaiset sähkönostosopi-

mukset (PPA, Power Purchase Agreement) ovat yleisiä uusiutuvassa energiantuotan-
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nossa [80,81], joten sähkön hinnan oletetaan pysyvän vakiona koko voimalaitoksen pi-

toajan. Tämän työn vertailujen perustilanteessa käytettävät parametrit on koottu vielä 

taulukkoon 25. 

 Tarkastelujen perustilanteen mukaiset parametrit. 
 

Parametri Arvo 

Pitoaika 30 vuotta 

Laskentakorkokanta 6 % 

Sähkön hinta 40 €/MWh 

 

Tässä työssä kokonaiskustannusten laskemisessa ei huomioida keskeytyskustannuk-

sia. Esimerkiksi diplomityössä [26, s. 73] ero tarkasteltujen verkkovaihtoehtojen keskey-

tyskustannuksissa on pieni, ja myös keskeytyskustannusten suuruus (n. 6000 €/a säh-

kön hinnalla 40 €/MWh) on melko pieni. Lisäksi työssä [26] käytettävässä voimalaitok-

sessa on kaksinkertainen määrä voimaloita tämän työn voimalaitokseen verrattuna. 

Tästä syystä verkkopituuskin on tässä työssä pienempi, jolloin keskeytyskustannusten 

voidaan myös olettaa olevan edellä mainittua n. 6 000 €/a pienemmät. Verrattuna esi-

merkiksi tämän työn verkkovaihtoehtojen häviökustannuksiin (n. 50 000 €/a, kun sähkön 

hinta on 40 €/MWh) keskeytyskustannukset ovat melko pienet. Lisäksi maakaapelien 

vikataajuuden ollessa [82, s. 2] mukainen 0,004 vikaa/km,a tuulivoimalaitoksessa koko 

30 vuoden pitoajalla on odotettavissa alle yksi (0,56–0,73) vika jokaisella tämän työn 

verkkovaihtoehdolla. Vikataajuuden 0,004 vikaa/km/a mukaisista vioista suurin osa on 

kolmannen osapuolen aiheuttamia vahinkoja [82, s. 2], joita tuulivoimalaitoksissa tapah-

tunee harvoin. Tällöin todellinen vikataajuus, ja edelleen keskeytyskustannukset voivat 

olla vieläkin pienemmät. 

5.3.1 Kaapelikoon vertailu 
Kullekin verkkovaihtoehdolle voidaan laskea kokonaiskustannukset yhtälöillä (4) – (6) 

käyttäen taulukoiden 19–20 pätötehohäviöitä, taulukon 24 investointikustannuksia ja tau-

lukon 25 parametreja. Verkkovaihtoehtojen kustannukset lasketaan sekä mitoitetuilla 

että paksummilla kaapeleilla. Näin voidaan vertailla paksumpien kaapeleiden käytön 

kannattavuutta mitoitettuihin nähden. Verkkovaihtoehtojen vertailtavien kokonaiskustan-

nusten nykyarvo mitoitetuilla ja paksummilla kaapeleilla on esitetty taulukossa 26. 
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 Verkkovaihtoehtojen vertailtavien kokonaiskustannusten nykyarvo mitoite-
tuilla ja paksummilla kaapeleilla, 6 %:n laskentakorkokannalla ja sähkön hin-

nalla 40 €/MWh. 
 

Vaihtoehto 
Mitoitetut Paksummat 

Kokonaiskustannukset (€) 

33 kV ketjutettu 1 769 707 1 765 711 
33 kV JK1 1 743 858 1 744 317 
33 kV JK2 1 753 527 1 754 350 
33 kV JK3 1 769 661 1 770 858 
33 kV JK4 1 749 963 1 750 646 
33 kV JK5 1 760 491 1 761 325 
33 kV JK6 1 757 359 1 757 643 
66 kV ketjutettu 2 076 114 2 069 356 

 

Taulukon 26 erot mitoitettujen ja paksumpien kaapelien välisissä kustannuksissa eivät 

ole kovin suuria, vain joitakin satoja tai tuhansia euroja. Taulukon avulla lasketaan mitoi-

tettujen ja paksumpien kaapelien välinen ero kokonaiskustannuksissa, joka on esitetty 

kuvassa 18. Kustannusero on ilmoitettu prosentteina suhteessa mitoitettujen kaapelien 

kokonaiskustannuksiin. Negatiivinen arvo kertoo, kuinka monta prosenttia paksumpien 

kaapelien käyttö on edullisempaa ja positiivinen, kuinka monta prosenttia kalliimpaa kuin 

mitoitettujen kaapelien. 

 

Kuva 18.  Paksumpien kaapelien vertailtavien kokonaiskustannusten nykyarvo suh-
teessa mitoitettujen kaapelien vertailtavien kokonaiskustannusten nykyarvoon 

kullakin verkkovaihtoehdolla 6 %:n laskentakorkokannalla ja sähkön hinnalla 40 
€/MWh. 

Kuvasta 18 nähdään, että paksumpien kaapelien käyttö on ketjutetuilla verkkovaihtoeh-

doilla jonkin verran edullisempaa kuin mitoitettujen. Jakokaappivaihtoehdoilla paksum-

pien kaapelien käyttö on hieman kalliimpaa. 
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5.3.2 Kaapelikoon herkkyysanalyysi 
Edellisessä luvussa tehty vertailu kaapelikokojen välisestä kannattavuudesta sisältää 

epävarmuutta, sillä vertailussa käytetyt lähtötiedot ovat arvioita. Lisäksi lähtötiedot voivat 

muuttua, kuten esimerkiksi komponenttien hinnat, jotka vaihtelevat jatkuvasti jonkin ver-

ran. Näin ollen herkkyysanalyysi on paikallaan. Kaapelikokojen herkkyysanalyysissä kä-

siteltävät muuttujat ovat laskentakorkokanta, sähkön hinta ja kaapelien hinta. Investoin-

tikustannuksista ainoastaan kaapelien hinta voi vaikuttaa mitoitettujen ja paksumpien 

kaapelien väliseen kustannuseroon siten, että mitoitetuista tulisi edullisempia tai päin-

vastoin. Häviökustannuksiin vaikuttavista muuttujista, sähkön hinnasta ja pätötehohävi-

öistä, herkkyysanalyysiin valitaan sähkön hinta, sillä on hyvin epätodennäköistä, että hä-

viöt muuttuisivat samassa suhteessa pitkällä aikavälillä (esim. +50 %). Perustilanteena 

herkkyysanalyysissä käytetään taulukon 26 mukaista tilannetta. Kaapelikoon herkkyys-

analyysissä käytetty data on esitetty liitteessä F taulukoissa 37–42. 

Kaapelien hintojen muutoksen vaikutus paksumpien ja mitoitettujen kaapelien väliseen 

kustannuseroon voidaan nähdä kuvasta 19. Kustannusero on ero paksumpia ja mitoitet-

tuja kaapeleita käyttävien verkkovaihtoehtojen kokonaiskustannusten nykyarvossa suh-

teessa mitoitettujen kaapelien kokonaiskustannusten nykyarvoon. 

 

Kuva 19. Kaapelien hintojen muutoksen vaikutus paksumpien ja mitoitettujen kaa-
pelien väliseen eroon kokonaiskustannusten nykyarvossa kullakin verkkovaihto-

ehdolla 6 %:n laskentakorkokannalla ja sähkön hinnalla 40 €/MWh. 

Kuvan 19 mukaisesti jakokaappiverkkovaihtoehdoilla paksumpien ja mitoitettujen kaa-

pelien kustannukset olisivat yhtä suuret n. 5–12 % arvioitua pienemmillä kaapelien hin-

noilla vaihtoehdon mukaan. Näitä edelleen pienemmillä kaapelien hinnoilla paksumpien 
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kaapelien käyttö olisi edullisempaa. Paksumpien kaapelien käyttö on ketjutetuilla verk-

kovaihtoehdoilla edullisempaa koko kuvassa 19 tarkastellulla alueella. Kuvasta 19 voi-

daan nähdä myös, että suhteellinen kustannusero ei aivan lineaarinen. Tämä johtuu siitä, 

että kokonaiskustannusten kasvaessa suhteellisen kustannuseron kasvu hidastuu.  Las-

kentakorkokannan vaikutus kustannuseroon on esitetty kuvassa 20.  

 

Kuva 20. Laskentakorkokannan vaikutus paksumpien ja mitoitettujen kaapelien vä-
liseen eroon kokonaiskustannusten nykyarvossa kullakin verkkovaihtoehdolla 

sähkön hinnalla 40 €/MWh. 

Kuvasta 20 nähdään, että pääosalla jakokaappiverkkovaihtoehdoista paksumpien ja mi-

toitettujen kaapelien kustannusten välillä ei ole juuri eroa laskentakorkokannan ollessa 

5 %. Vaihtoehdoilla 33 kV JK1 ja JK6 eroa ei ole laskentakorkokannan ollessa n. 5,5 %. 

Tätä pienemmillä laskentakorkokannan arvoilla paksumpien kaapelien käyttö on edulli-

sempaa. Laskentakorkokantaa kasvatettaessa 6 %:sta vastaavasti yhdellä prosenttiyk-

siköllä kustannusero on selkeästi suurempi, mitoitettujen kaapelien hyväksi. Ketjutetuilla 

verkkovaihtoehdoilla paksummat kaapelit ovat edullisempi vaihtoehto koko kuvassa 20 

tarkasteltavalla alueella. Mitä pienempi laskentakorkokanta on, sitä suurempi merkitys 

häviöillä on ja sitä edullisemmiksi tulee paksumpien kaapelien käyttö. Vastaavasti las-

kentakorkokannan kasvaessa häviökustannusten merkitys pienenee ja kokonaiskustan-

nukset lähestyvät pelkkiä investointikustannuksia. Tästä syystä myös kustannuseron 

kasvu tasaantuu laskentakorkokannan kasvaessa, kuten voidaan kuvasta 20 havaita. 

Sähkön hinnan vaikutus paksumpien ja mitoitettujen kaapelien väliseen kustannuseroon 

on esitetty kuvassa 21. 
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Kuva 21. Sähkön hinnan vaikutus paksumpien ja mitoitettujen kaapelien väliseen 
eroon kokonaiskustannusten nykyarvossa kullakin verkkovaihtoehdolla 6 %:n 

laskentakorkokannalla. 

Kuvan 21 mukaisesti jakokaappiverkkovaihtoehdoilla mitoitettujen kaapelien käyttö on 

edullisempaa sähkön hintaan n. 42–45 €/MWh saakka. Aiemmin luvussa 5.3 mainittiin, 

että maatuulivoimasta saatava hinta voi olla alle 40 €/MWh. Täten on todennäköistä, että 

mitoitetut kaapelit tulevat edullisemmiksi jakokaappiverkkovaihtoehdoilla. Ketjutetuilla 

verkkovaihtoehdoilla paksumpien kaapelien käyttö on edullisempaa, kun sähkön hinta 

ylittää n. 22 €/MWh. Sähkön hinnan kasvaessa häviökustannukset kasvavat ja paksum-

pien kaapelien käyttö tulee kannattavammaksi, kuten voidaan nähdä kuvasta 21.  

Edellisen luvun tulosten perusteella ketjutettuihin verkkovaihtoehtoihin kannattaa valita 

paksummat kaapelit ja jakokaappiverkkovaihtoehtoihin mitoitetut. Tämän luvun herk-

kyysanalyysi tukee tätä. Sähköstä saatavan hinnan laskiessa alle 40 €/MWh jakokaap-

piverkkovaihtoehdoilla tulee yhä kannattavammaksi käyttää mitoitettuja kaapeleita. Ja-

kokaappiverkkovaihtoehdoilla mitoitettujen kaapelien kannattavuuteen vaikuttaa luulta-

vasti myös se, että kaapelit on tavallaan jo ylimitoitettu (ks. taulukko 14), kun käytetään 

120 mm2:n kaapelia 95 mm2:n kaapelin sijaan. Tällöin kaapelikoon kasvattaminen edel-

leen 150 mm2:iin ei näyttäydy kannattavana. Ketjutetuilla verkkovaihtoehdoilla paksum-

pien kaapelien käyttö on laajalti kannattavampaa. 
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5.3.3 Verkkovaihtoehtojen vertailu 
Verkkovaihtoehtojen vertailuun lukujen 5.3.1 ja 5.3.2 perusteella valitut kaapelit, niiden 

mukaiset kokonaiskustannukset perustilanteen parametreilla (taulukko 25) sekä häviöt 

on esitetty taulukossa 27. 

 Verkkovaihtoehtojen vertailussa käytettävät kaapelit, vaihtoehtojen kokonais-
kustannusten nykyarvo ja pätötehohäviöt. 

 

Vaihtoehto Kaapelit 
Kokonaiskus-
tannukset (€) 

Häviöt (MWh/a) 

33 kV ketjutettu paksummat 1 765 711 1330,79 
33 kV JK1 mitoitetut 1 743 858 1279,05 
33 kV JK2 mitoitetut 1 753 527 1270,48 
33 kV JK3 mitoitetut 1 769 661 1265,13 
33 kV JK4 mitoitetut 1 749 963 1274,01 
33 kV JK5 mitoitetut 1 760 491 1273,96 
33 kV JK6 mitoitetut 1 757 359 1293,27 
66 kV ketjutettu paksummat 2 069 356 1323,39 

 

Taulukosta 27 nähdään, että 66 kV on selkeästi kallein vaihtoehto, ja muut ovat kustan-

nuksiltaan samaa suuruusluokkaa. Eroa 33 kV:n vaihtoehdoilla on enimmillään n. 26 000 

€ vaihtoehdon 33 kV JK1 ollessa edullisin, ja 33 kV JK3 ollessa kallein 33 kV:n vaihto-

ehdoista. Taulukoita 27 ja 24 vertaamalla nähdään, että investointikustannukset muo-

dostavat n. 60 % sisäverkon vertailtavista kokonaiskustannuksista perustilanteessa. Hä-

viökustannusten osuus on loput n. 40 %, mikä on merkittävä. Taulukoita vertaamalla 

havaitaan myös, että kokonaiskustannukset eivät ole pienimmät vaihtoehdossa, jossa 

on pienimmät investointikustannukset, eivätkä vaihtoehdossa, jossa on pienimmät hä-

viöt. Voidaankin todeta, että voimalaitoksen sisäverkon suunnittelussa on oleellista huo-

mioida sekä investointi-, että häviökustannukset, eikä esimerkiksi häviökustannuksia tule 

pyrkiä pienentämään siten, että investointikustannukset kasvavat kohtuuttomasti. 

5.3.4 Verkkovaihtoehtojen herkkyysanalyysi 
Vastaavasti kuin kaapelikokojen tapauksessa, tehdään herkkyysanalyysi myös edellä 

luvussa 5.3.3 valittujen verkkovaihtoehtojen vertailtavista kokonaiskustannuksista ja 

keskinäisestä kannattavuudesta. Muuttujina tässä herkkyysanalyysissä ovat laskenta-

korkokanta, sähkön hinta ja investointikustannukset, sillä nämä ovat tärkeimmät verkko-

vaihtoehtojen kustannuslaskennassa käytettävät lähtötiedot. Lisäksi tarkastellaan 66 

kV:n voimalamuuntajien hinnan vaikutusta. Muuntajat muodostavat suurimman osan voi-

malaitoksen sisäverkon vertailtavista investointikustannuksista (ks. luku 5.2). 66 kV:n 

voimalamuuntajien hinnoissa on kuitenkin paljon epävarmuutta, sillä esim. [50] mukaan 

ne voivat olla jopa 100 % 33 kV:n muuntajia kalliimpia. Toisaalta muuntajien hintaero voi 
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myös olla tässä työssä arvioitua 50 %:a pienempi. Tästä syystä lasketaan 66 kV:n verk-

kovaihtoehdon kokonaiskustannukset 33 ja 66 kV:n muuntajien ollessa saman hintaisia, 

jotta saadaan selville, onko 66 kV kannattava vaihtoehto edes tässä tapauksessa. Verk-

kovaihtoehtojen herkkyysanalyysissä käytettävät kokonaiskustannukset taulukon 27 

mukaisilla kaapeleilla on esitetty liitteessä G taulukoissa 43–45 

Kuvassa 22 on esitetty investointikustannusten muutoksen vaikutus verkkovaihtoehtojen 

vertailtavien kokonaiskustannusten nykyarvoon 6 %:n laskentakorkokannalla ja sähkön 

hinnalla 40 €/MWh. 

 

Kuva 22.  Investointikustannusten muutoksen vaikutus verkkovaihtoehtojen koko-
naiskustannusten nykyarvoon valituilla kaapeleilla, 6 %:n laskentakorkokannalla 

ja sähkön hinnalla 40 €/MWh. 

Kuvasta 22 nähdään, että 66 kV:n verkkovaihtoehto on selkeästi kallein, vaikka inves-

tointikustannukset kasvaisivat tai pienenisivät 50 %. 33 kV:n verkkovaihtoehtojen koh-

dalla 25 %:n muutos investointikustannuksissa vastaa hieman alle 300 000 €:n muutosta 

vertailtavissa kokonaiskustannuksissa. Kuvassa 23 on esitetty laskentakorkokannan 

muutoksen vaikutus verkkovaihtoehtojen vertailtavien kokonaiskustannusten nykyar-

voon, kun sähköstä saatava hinta on 40 €/MWh. 
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Kuva 23.  Laskentakorkokannan vaikutus verkkovaihtoehtojen kokonaiskustannus-
ten nykyarvoon valituilla kaapeleilla ja sähkön hinnalla 40 €/MWh. 

Kuvasta 23 nähdään, että laskentakorkokannan kasvaessa vertailtavat kokonaiskustan-

nukset pienenevät lähestyen pelkkiä investointikustannuksia. Tämä johtuu siitä, että tu-

levaisuudessa syntyvien kustannusten tai saatavien tuottojen arvo on sitä pienempi ny-

kyrahassa, mitä suurempi korko (tai tuotto-odotus) on. Laskentakorkokannan pienentä-

misellä on näin suurempi vaikutus kuin sen kasvattamisella. 66 kV:n verkkovaihtoehto 

on jälleen kallein kaikilla tarkastelluilla laskentakorkokannan arvoilla. Kuvassa 24 on esi-

tetty sähkön hinnan vaikutus verkkovaihtoehtojen vertailtaviin kokonaiskustannuksiin 6 

%:n laskentakorkokannalla. 
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Kuva 24. Sähkön hinnan vaikutus verkkovaihtoehtojen kokonaiskustannusten nyky-
arvoon valituilla kaapeleilla ja 6 %:n laskentakorkokannalla. 

66 kV on jälleen selkeästi kallein vaihtoehto koko kuvan 24 mukaisella sähkön hinnalla. 

Sähkön hinnan muuttuessa 10 €/MWh:lla, muuttuvat vaihtoehtojen vertailtavat kokonais-

kustannukset n. 200 000 €:lla. 

Perustilanteeseen verrattuna 50 %:n muutos investointikustannuksissa aiheuttaa n. 

500 000 €:n muutoksen vertailtavissa kokonaiskustannuksissa, laskentakorkokannan 

pienentäminen 50 %:lla kasvattaa vertailtavia kokonaiskustannuksia n. 300 000 € ja 50 

%:n muutos sähkön hinnassa aiheuttaa n. 400 000 €:n muutoksen vertailtavissa koko-

naiskustannuksissa. Tällä perusteella suurin vaikutus on siis investointikustannusten 

muutoksella. Tämä vaikuttaa järkevältä, sillä investointikustannukset muodostavat pe-

rustilanteessa n. 60 % kokonaiskustannuksista, kuten aiemmin luvussa 5.3.3 todettiin. 

Suurin epävarmuus liittynee juuri investointikustannuksiin, joten verkkovaihtoehtojen 

vertailtavat kokonaiskustannukset voivat hyvin olla ainakin 300 000 € pienemmät tai suu-

remmat, mikä vastaa n. 25 %:n muutosta investointikustannuksissa, kuten aiemmin to-

dettiin. 

Mikäli 33 ja 66 kV:n voimalamuuntajat olisivat saman hintaisia, olisi 66 kV:n verkkovaih-

toehdon kokonaiskustannusten nykyarvo 1 790 355 €, kun laskentakorkokanta on 6 % 

ja sähkön hinta 40 €/MWh. 66 kV:n verkkovaihtoehto on siis silti kallein (vrt. taulukko 27), 

yli 20 000 € kalliimpi kuin seuraavaksi kallein vaihtoehto 33 JK3. Taulukosta 27 nähdään 

myös, että 66 kV:n verkkovaihtoehdossa on vain n. 7 MWh pienemmät häviöt kuin 33 kV 

ketjutetussa, jossa on suurimmat häviöt. Sähkön hinnalla 40 €/MWh tämän eron arvo 
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voimalaitoksen pitoajalta (30 vuotta) on 11 200 €, mikäli laskentakorkokanta on 0 %. 

Edes sähkön hinnan kaksinkertaistuessa tästä 66 kV ei ole kokonaiskustannuksiltaan 33 

kV ketjutettua edullisempi, sillä 66 kV:n investointikustannukset ovat lähes 30 000 € suu-

remmat. Mikäli 33 ja 66 kV:n voimalamuuntajat olisivat siis saman hintaisia, olisi 66 kV:n 

verkkovaihtoehto kokonaiskustannuksiltaan silti kallein, vaikkakin jo kustannuksiltaan lä-

hellä 33 kV:n vaihtoehtoja. 

Kuvien 22–24 ja edellä mainitun 66 kV:n muuntajien hinnan muutoksen vaikutuksen pe-

rusteella 66 kV jätetään seuraavista tarkasteluista pois ja tarkastellaan 33 kV:n verkko-

vaihtoehtojen välisiä eroja kokonaiskustannusten sijaan, jotta saadaan parempi käsitys 

kannattavimmasta vaihtoehdosta. Verkkovaihtoehtojen kustannusten keskinäisessä ver-

tailussa 33 kV JK1 on ns. perustapaus, jonka kustannuksiin muiden verkkovaihtoehtojen 

kustannuksia verrataan. Samalla tarkastellaan sähkön hinnan ja laskentakorkokannan 

vaikutusta eri verkkovaihtoehtojen keskinäiseen kannattavuuteen. Kuvassa 25 on esi-

tetty investointikustannusten muutoksen vaikutus verkkovaihtoehtojen kokonaiskustan-

nusten nykyarvoon suhteessa vaihtoehtoon 33 kV JK1. Tarkastelun parametrit ovat tau-

lukon 25 mukaiset. 

 

Kuva 25. Investointikustannusten muutoksen vaikutus muiden verkkovaihtoehtojen 
ja vaihtoehdon 33 kV JK1 väliseen eroon kokonaiskustannusten nykyarvossa 

valituilla kaapeleilla, 6 %:n laskentakorkokannalla ja sähkön hinnalla 40 €/MWh. 

Kuvasta 25 nähdään, että 33 kV JK1 on edullisin vaihtoehto, vaikka investointikustan-

nukset olisivat 50 % pienemmät tai suuremmat. Seuraavaksi edullisimmat vaihtoehdot 
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ovat 33 kV JK4 ja JK2. Muiden vaihtoehtojen keskinäinen kannattavuus vaihtelee. In-

vestointikustannusten kasvaessa 33 kV:n ketjutetun verkkovaihtoehdon kustannusero 

vaihtoehtoon 33 kV JK1 pienenee. Muilla vaihtoehdoilla ero kasvaa, paitsi 33 kV JK6:lla 

ero näyttää vakioituvan. Kuvassa 26 on esitetty laskentakorkokannan muutoksen vaiku-

tus verkkovaihtoehtojen keskinäiseen kannattavuuteen sähkön hinnalla 40 €/MWh. 

 

Kuva 26. Laskentakorkokannan vaikutus muiden verkkovaihtoehtojen ja vaihtoeh-
don 33 kV JK1 väliseen eroon kokonaiskustannusten nykyarvossa valituilla kaa-

peleilla ja sähkön hinnalla 40 €/MWh. 

Kuvasta 26 nähdään, että 33 kV JK1 on kannattavin vaihtoehto kaikilla laskentakorko-

kannan arvoilla 1…10 %. Seuraavaksi edullisimmat vaihtoehdot ovat jälleen 33 kV JK4 

ja JK2. Laskentakorkokannan kasvaessa vaihtoehtojen 33 kV ketjutettu ja 33 kV JK6 

erot vaihtoehtoon 33 kV JK1 pienenevät, joista ensimmäinen selkeästi. Muilla vaihtoeh-

doilla kustannusero kasvaa. Tämä johtuu siitä, että vaihtoehdon 33 kV JK1 investointi-

kustannukset ovat jakokaappivaihtoehdoista pienimmät, mutta silti suuremmat kuin vaih-

toehdolla 33 kV ketjutettu. Kuvassa 27 on esitetty sähkön hinnan vaikutus verkkovaihto-

ehtojen keskinäiseen kannattavuuteen 6 %:n laskentakorkokannalla. 
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Kuva 27. Sähkön hinnan vaikutus muiden verkkovaihtoehtojen ja vaihtoehdon 33 
kV JK1 väliseen eroon kokonaiskustannusten nykyarvossa valituilla kaapeleilla 

ja 6 %:n laskentakorkokannalla. 

Kuvasta 27 nähdään, että 33 kV JK1 on jälleen kannattavin vaihtoehto, joskaan eroa 

seuraavaksi kannattavimpiin vaihtoehtoihin ei ole paljoa sähkön hinnan ollessa alhainen 

(10 €/MWh) tai korkea (80 €/MWh). Erityisesti sähkön hinnalla 10 €/MWh vaihtoehtojen 

33 kV ketjutettu ja 33 kV JK1 välillä ei ole juuri eroa. Tämä on kuitenkin todella alhainen 

ja siksi epätodennäköinen sähkön hintataso. Sähkön hinnan kasvaessa jakokaappivaih-

toehtojen kustannusero vaihtoehtoon 33 kV JK1 pienenee, sillä niissä on tätä pienemmät 

häviöt (pl. 33 kV JK6). Vastaavasti vaihtoehtojen 33 kV JK6 ja 33 kV ketjutettu kustan-

nusero vaihtoehtoon 33 kV JK1 kasvaa sähkön hinnan kasvaessa, sillä ensin mainituissa 

on suuremmat häviöt. 

Verkkovaihtoehtojen keskinäiseen kannattavuuteen alkuarvojen suhteellisen suurillakin 

muutoksilla on vaikutusta korkeintaan noin kahden prosenttiyksikön verran. Verkkovaih-

toehto 33 kV JK1 on kaikissa tarkastelluissa tapauksissa kannattavin, kuten voidaan ku-

vista 25–27 nähdä. 

Suuremmista investointikustannuksistaan huolimatta jakokaappiverkkovaihtoehdot voi-

vat olla kokonaiskustannuksiltaan edullisempia kuin ketjutettu verkkovaihtoehto. Mitä 

pienempi sähkön hinta, ja toisaalta mitä suurempi korkoprosentti tuulivoimalaitoksen in-

vestoinneissa on, sitä kannattavampi vaihtoehto 33 kV ketjutettu on. 
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6. POHDINTA JA VIRHEIDEN ARVIOINTI 

Herkkyysanalyysin avulla edellisessä luvussa tarkasteltiin investointikustannusten, las-

kentakorkokannan ja sähkön hinnan muutoksista aiheutuvaa virhettä. Tässä luvussa tar-

kastellaan joitakin muita virhelähteitä ja niiden vaikutusta, sekä esitetään työhön liittyviä 

huomioita ja pohditaan työn tuloksia ja oletuksia lyhyesti. 

Keskeytyskustannukset jätettiin huomioimatta työssä, joten arvioidaan tästä aiheutuvaa 

virhettä käyttäen 6 000 €/a keskeytyskustannuksia. Perustilanteessa (laskentakorko-

kanta 6 %) 6 000 €/a keskeytyskustannusten lisääminen kasvattaa verkkovaihtoehtojen 

vertailtavia kokonaiskustannuksia n. 5 %, mutta kuten aiemmin luvussa 5.3 todettiin, 

keskeytyskustannukset todennäköisesti tätä pienemmät. Täten 5 %:a voitaneen pitää 

keskeytyskustannusten huomioimatta jättämisestä aiheutuvan virheen ylärajana. Lisäksi 

verkkovaihtoehtojen välisten erojen keskeytyskustannuksissa arvioitiin olevan vielä pie-

nempiä (korkeintaan 1000 €/a), joten verkkovaihtoehtojen välisessä vertailussa virhe ko-

konaiskustannuksissa lienee korkeintaan n. 1 %. Tämä mahdollinen 1 %:n ero ei tee 33 

kV ketjutetusta vaihtoehtoa 33 kV JK1 edullisempaa perustilanteessa. Lisäksi ketjutetun 

verkkovaihtoehdon keskeytyskustannukset ovat luultavasti jakokaapeilla yhdistettyjä 

vaihtoehtoja suuremmat keskimäärin suuremman vian seurauksena menetetyn tehon 

vuoksi (vrt. taulukko 1 ketjutettu- ja tähtitopologia). Jakokaappiverkkovaihtoehtojen kes-

kinäiseen kannattavuuteen 1 %:n ero kokonaiskustannuksissa voisi vaikuttaa. Toisaalta 

erot eri jakokaappivaihtoehtojen keskeytyskustannuksissa ovat luultavasti paljon pie-

nempiä kuin 1000 €/a vaihtoehtojen samankaltaisuuden vuoksi. 

Työssä oletettiin päämuuntajat saman hintaisiksi. Mikäli 118/66 kV:n päämuuntajan hinta 

olisi luvussa 5.2 mainittu 25 % 118/33 kV:n päämuuntajan hintaa pienempi, olisi säästö 

200 000 €, kun 118/33 kV:n päämuuntajan hinta olisi 800 000 €. Säästö on pienempi 

kuin työssä arvioitu ero 33 ja 66 kV:n voimalamuuntajien hinnoissa (n. 300 000 €). Näin 

ero päämuuntajien hinnoissa huomioitiin tavallaan jo, kun luvussa 5.3.4 herkkyysanalyy-

sissä oletettiin 33 ja 66 kV:n voimalamuuntajat saman hintaisiksi. On epätodennäköistä, 

että hintaero olisi yhtä aikaa molemmissa muuntajissa 66 kV:lle eduksi. Lisäksi Energia-

viraston yksikköhintojen 2016–2023 mukainen 40 MVA 118/21 kV:n päämuuntajan hinta 

on 538 400 €, joten 118/33 kV:n päämuuntajakin lienee mainittua 800 000 €:a edulli-

sempi. Tällöin 118/66 kV:n päämuuntajalla saatava säästökin on mainittua 200 000 €:a 

pienempi. 66 kV ketjutettu tuskin olisi siis edullisin verkkovaihtoehto tämän työn voima-

laitoksessa, vaikka päämuuntaja olisikin 118/33 kV:n päämuuntajaa edullisempi. 
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Kaapelien resistanssien virhe eli poikkeama 65 °C:n lämpötilassa lasketuista on korkein-

taan noin -19 %…4 %. -19 % vastaa suoraan DC-resistansseja ja 4 % puolestaan val-

mistajien ilmoittamaa AC-resistansseja 90 °C:n lämpötilassa. Siten resistansseista ai-

heutuva virhe kaapelien pätötehohäviöissä, jotka ovat suoraan verrannolliset resistans-

seihin, on myös korkeintaan yhtä suuri. Kaapelien häviöt muodostavat kuitenkin vain 

pienen osan verkkovaihtoehtojen kokonaishäviöistä. Resistansseista aiheutuva virhe 

verkkovaihtoehtojen koko pätötehohäviöissä on siten korkeintaan noin -2,6 %...0,6 %. 

Tässä työssä vuosittaiset pätötehohäviöt laskettiin käyttäen tavallisen vuoden tunteja 

8760 h. Keskimääräisiä vuoden tunteja 8765,82 h käyttäen vuosittaiset pätötehohäviöt 

ovat n. 1 MWh suuremmat. Tästä aiheutuva virhe on hyvin pieni, alle 0,1 % työssä las-

ketuista pätötehohäviöistä. 

Ketjutetussa topologiassa häviöt kasvavat jatkuvasti sitä mukaa, mitä enemmän voima-

loita liitetään. Jakokaapeilla yhdistetty topologia on häviöiden suhteen parempi yksittäis-

ten voimaloiden tehoa siirtävien kaapelien osalta. Häviöt kasvavat jakokaapilta monen 

voimalan tehon siirtävässä kaapelissa.  

Ketjutetuilla verkkovaihtoehdoilla kaapelien pätötehohäviöt olivat lähes kaksinkertaiset 

verrattuna jakokaappiverkkovaihtoehtoihin. Tämä lienee suuri syy siihen, miksi ketjute-

tuilla verkkovaihtoehdoilla todettiin olevan kannattavampaa valita paksummat kaapelit. 

Työssä päätettiin käyttää kaapelien hintojen arviointiin Energiaviraston päivitettyjen yk-

sikköhintojen 2022–2023 sijaan Energiaviraston yksikköhintoja 2016–2023 tämänhetki-

sen markkinatilanteen ja sen vuoksi, että verkkoyhtiöt saanevat hankittua kaapelinsa 

tuulivoimalaitoksia edullisemmin. Lisäksi 21 kV:n kaapeleita voidaan olettaa olevan hel-

pommin saatavissa kuin 33 tai 66 kV:n, minkä vuoksi työssä myös käytettiin vuosien 

2016–2023 yksikköhintoja. Energiaviraston yksikköhintoja 2022–2023 käyttäen lasketut 

investointikustannukset olivat yksikköhinnoilla 2016–2023 laskettuja jonkin verran edul-

lisemmat. 

Saman kaapelivalmistajan kaapelien käyttäminen laskennassa olisi tehnyt tämän työn 

vertailusta yhdenmukaisemman, mutta 66 kV:n kaapeleista löytyi niukasti tietoa. Sa-

masta syystä työssä pienimpänä kaapelikokona käytettiin 120 mm2:ä 95 mm2:n sijaan, 

mikä myös vaikutti tuloksiin. 

Jonkinlainen yhdistelmä työssä käytetyistä verkkovaihtoehdoista voisi olla todellisuu-

dessa paras. Esimerkiksi ketjutettu vaihtoehto, jossa ryhmän 1 voimalat on yhdistetty 

jakokaapilla, olisi investointikustannuksiltaan n. 13 000 € edullisempi kuin täysin ketju-

tettu vaihtoehto. Säästö johtuu kaapelipituuksien pienenemisestä, jolloin myös häviöt 
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pienenisivät. Yhteisvaikutuksena voi olla se, että tämä vaihtoehto olisi vertailtavilta ko-

konaiskustannuksiltaan edullisin. Myös 66 kV:n ketjutetun verkkovaihtoehdon häviöitä 

voisi pienentää kytkemällä ryhmän 1 voimalat yhteen jakokaapilla, mikä lyhentäisi kaa-

pelipituuksia. 

66 kV:n ja 33 kV:n vaihtoehtojen keskinäiseen kannattavuuteen vaikuttaisi sähkön hin-

nan ja investointien korkoprosentin lisäksi myös muuntajien ja kaapelien todellinen hin-

noittelu. Myös tarvittavan loistehon kompensointiratkaisun hinta ja komponenttien saa-

tavuus voivat vaikuttaa kannattavuuteen tai toteutuskelpoisuuteen. Tuulivoimalaitoksiin 

sopivia 66 kV:n muuntajia, kojeistoja ja kaapeleita on ainakin saatavilla [47,49,65,71]. 

Lisäksi näiden saatavuus parantunee 66 kV:n käytön yleistyessä esim. voimaloiden ja 

voimalaitosten koon kasvun myötä. 

Suuremmissa tuulivoimalaitoksissa 66 kV:n jännitetaso voisi olla edullisin riippuen aina-

kin siitä, saadaanko yhteen voimalaryhmään kytkettyä enemmän voimaloita suhteessa 

33 kV:n vaihtoehtoihin kuin tässä työssä. Tällöin kaapelia tarvitaan vähemmän, jolloin 

saadaan pienennettyä investointikustannuksia ja pätötehohäviöitä. Myös voimaloiden te-

hon kasvaessa voi olla, että tehon siirtämisessä suuremmasta jännitetasosta tulee kan-

nattavampi. 
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7. YHTEENVETO 

Tässä työssä perehdyttiin tuulivoimalaitosten rakenteeseen ja sähköverkkoon. Työssä 

selvitettiin myös, mitkä ovat ajantasaiset vaatimukset tuulivoimalaitosten simuloinnille. 

Simulointivaatimusten kannalta erityisesti Fingrid on tärkeässä roolissa, sillä valtaosa 

vaatimuksista on Fingridin määrittämiä. Työn käytännön osuudessa selvitettiin eri 33 

kV:n verkkoratkaisujen, 66 kV:n verkkoratkaisun, sekä eri kaapelikokojen kannattavuutta 

kuvitteellisen tuulivoimalaitoksen sisäverkossa. 

Voimalaitosten simulointivaatimukset käsittävät yleiset mallinnusvaatimukset, loisteho-

kapasiteetti-, lähivikakestoisuus- ja jännitteensäädön askelvastelaskelman, sekä ta-

pauskohtaiset erityistarkasteluvaatimukset. Lisäksi Fingridillä on joitakin ohjedokument-

teja, jotka täsmentävät simulointeihin liittyviä vaatimuksia, kuten toimitettaviin simulointi-

malleihin liittyvä ”Modelling instruction for PSS/E and PSCAD models”. Fingridin sarja-

kompensoidun verkon alueella tai sen läheisyydessä sijaitsevia tuulivoimalaitoksia kos-

kevat yleensä alisynkronisen vuorovaikutuksen erityistarkasteluvaatimukset. Mallinnus-

vaatimusten mukaan Fingridille on toimitettava tehonjako-, vikavirta- ja dynamiikkalas-

kennassa käytetyt laskentamallit. Laskentamalleissa voimalaitos on kuvattava aggregoi-

tuna. 

Työssä selvitettiin tuulivoimalaitosten simuloinnissa tarvittavia ohjelmia sekä sitä, olisiko 

simuloinnit mahdollista toteuttaa yhdellä ohjelmalla. Sopivaa, kaiken kattavaa ohjelmaa 

on vaikea löytää, kun Fingridillä itselläänkin on käytettävissä useampia ohjelmia. Esim. 

tavalliset laskentamallit vaaditaan PSS®E-yhteensopivina tai IEC- tai IEEE-standardien 

mukaisessa muodossa. Tuulivoimalaitosten alisynkroniseen vuorovaikutukseen liittyen 

Fingrid puolestaan vaatii PSCAD-malleja. Tulevaisuudessa vaatimukset voivat muuten-

kin muuttua. Sekä tuulivoimalaitoksen rakennuttaja että Fingrid voivat vaatia jotakin, mitä 

ei nyt käytössä olevalla ohjelma-moduuliyhdistelmällä voida tehdä (ainakaan tehok-

kaasti). Tällöin on laajennettava ohjelmaa tai hankittava uusi, mikäli nämä ovat liiketoi-

minnan kannalta järkeviä vaihtoehtoja. 

Työn tarkasteluja varten luotiin kuvitteellisen tuulivoimalaitoksen mallit tarkasteltaville 

verkkovaihtoehdoille PowerFactory-laskentaohjelmalla. Tarkasteltavat verkkovaihtoeh-

dot olivat 33 kV ketjutettu, 33 kV:n jakokaapeilla yhdistetyt vaihtoehdot 33 kV JK1–6 ja 

66 kV ketjutettu. Vaihtoehdoille mitoitettiin kaapelit tehonjakolaskentaa käyttäen. Työssä 

tarkasteltiin yhtä kokoa paksumpien kaapelien käytön kannattavuutta työssä mitoitettui-
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hin kaapeleihin verrattuna kuvitteellisessa tuulivoimalaitoksessa eri verkkovaihtoeh-

doilla. Kannattavuuden vertailua varten työssä laskettiin pätötehohäviöt kullekin verkko-

vaihtoehdolle sekä mitoitetuilla, että paksummilla kaapeleilla. Pätötehohäviöt laskettiin 

PowerFactory-ohjelman Power Park Energy Analysis -työkalulla. Havaittiin, että muun-

tajat muodostavat suurimman osan tuulivoimalaitoksen pätötehohäviöistä, noin 90 %. 

Lisäksi kaapelien muodostamat häviöt olivat ketjutetuilla verkkovaihtoehdoilla suurimmil-

laan lähes kaksinkertaiset jakokaappiverkkovaihtoehtoihin verrattuna. 

Eri kaapelikokojen välistä kannattavuutta tarkasteltiin vertaamalla kunkin verkkovaihto-

ehdon kokonaiskustannuksia paksummilla kaapeleilla kokonaiskustannuksiin mitoite-

tuilla kaapeleilla. Kokonaiskustannukset laskettiin yhteismitallistamalla kerralla syntyvät 

investointi- ja vuosittaiset häviökustannukset nykyarvomenetelmää käyttäen. Kaapeli-

koon kasvattamisen tarkastelu rajattiin työssä alle 240 mm2:n kaapeleihin. Havaittiin, että 

kaapelikoon kasvattaminen yhdellä on näillä kaapelikoilla kannattavaa voimalaitoksen 

ketjutetuilla verkkovaihtoehdoilla. Jakokaappiverkkovaihtoehdoilla kaapelikoon kasvat-

tamista ei pidetty kannattavana, joten kaapelikokona yksittäiselle voimalalle suositellaan 

mitoitettua 120 mm2:n kaapelia. Myös 95 mm2:n kaapelin käytön kannattavuus tulisi tar-

kistaa. Lopullinen kannattavuus riippuu sähkön hinnasta ja voimalaitoksen investointien 

korkoprosentista sekä kaapelien todellisista hinnoista. Alustavien tarkastelujen perus-

teella 240 mm2 ja tätä suuremmilla kaapelikoilla kaapelikoon kasvattaminen ei ole yhtä 

selkeästi kannattavaa. 

Lisäksi työssä verrattiin 66 kV:n verkkovaihtoehdon ja 33 kV:n verkkovaihtoehtojen kus-

tannuksia. Verkkovaihtoehtojen kustannuksia verrattiin samassa kuvitteellisessa tuuli-

voimalaitoksessa kuin kaapelikoon vaikutusta kustannusten määräytyessä samalla ta-

valla. Verkkovaihtoehtojen vertailussa käytettiin kaapelikoon vertailun tuloksiin perus-

tuen paksumpia kaapeleita ketjutetuilla verkkovaihtoehdoilla, ja mitoitettuja kaapeleita 

jakokaappiverkkovaihtoehdoilla. Tarkastelun perusteella 66 kV:n verkkoratkaisu oli sel-

keästi kallein. Edullisin verkkoratkaisu oli 33 kV JK1. 33 kV:n verkkovaihtoehtojen väliset 

erot vertailluissa kokonaiskustannuksissa olivat melko pieniä. Voimalamuuntajien osuus 

verkkovaihtoehtojen vertailtavista investointikustannuksista oli 33 kV:lla noin 50 % ja 66 

kV:lla noin 60 %. Investointikustannusten osuus verkkovaihtoehtojen vertailtavista koko-

naiskustannuksista oli puolestaan perustilanteessa noin 60 %. 

Erityisesti ryhmän 1 kaapelipituudet olivat suosiollisemmat jakokaapeilla yhdistetyille 

verkkovaihtoehdoille. Toisaalta kokonaisverkkopituudet olivat silti ketjutetuilla verkko-

vaihtoehdoilla pienemmät kuin jakokaapeilla yhdistetyillä. Kannattavin ratkaisu voisi kui-

tenkin olla jonkinlainen yhdistelmä tämän työn verkkovaihtoehdoista, esimerkiksi 33 kV:n 
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ketjutettu vaihtoehto, jossa ryhmän 1 voimalat on yhdistetty jakokaapilla, mikä pienen-

täisi kaapelipituuksia ja siten investointi- ja häviökustannuksia ainakin 33 kV:n täysin ket-

jutettuun verkkovaihtoehtoon verrattuna. 

7.1 Jatkokehitysehdotukset 

Tässä työssä käytetylle voimalaitokselle voisi tehdä laajemman tarkastelun, jossa mu-

kana ovat koko voimalaitoksen kustannukset (voimalat, sähköasema jne.), keskeytys-

kustannukset ym. Tarkastelussa voisi huomioida myös voimalaitoksen loistehokapasi-

teetin ja valitun kompensointiratkaisun hinnat. Näin voisi laskea myös tuotetun sähkön 

hintaa (LCOE, Levelized Cost of Energy). Lisäksi kustannuslaskentamenetelmien käyt-

töä tuulivoimalaitosten kustannuslaskennassa voisi vertailla, joskin tulokset ovat luulta-

vasti samankaltaisia myös eri menetelmillä laskettuna.  

66 kV:n jännitetason kannattavuutta voisi tarkastella laajemmin, sillä 66 kV:n jänniteta-

soon liittyen löytyi suhteellisen vähän kirjallisuutta. Tarkastelun voisi tehdä esimerkiksi 

kasvattamalla voimala- ja ryhmäkokoja, jotta saataisiin selville, milloin 66 kV:sta tulee 

kannattavampi kuin 33 kV. 

Simulointiohjelmien, erityisesti PowerFactoryn ja Neplanin, kattavampi vertailu voisi olla 

paikallaan. Esimerkiksi Neplanin komponenttikirjaston laajuutta voisi yrittää selvittää tar-

kemmin. 

Tämän työn jatkona voisi toimia simulointien laajentaminen esim. VJV2018 dynaamisiin 

simulointeihin ja PSCAD-tarkasteluihin. Dynaamisten simulointien tekemistä jollakin toi-

sella ohjelmalla kuin PSS®E IEC 61400-27-1 -standardin mukaisia dynaamisia malleja 

käyttäen voisi myös tarkastella tarkemmin, mahdollisesti yhteistyössä esim. voimalatoi-

mittajien kanssa. Simulointeja on myös mahdollistaa laajentaa muihin kohteisiin kuin tuu-

livoimalaitoksiin, kuten 110 kV:n verkon tai teollisuusverkkojen simulointeihin. 

Myös kaapelikoon optimointia olisi syytä kehittää, jotta saataisiin määritettyä optimaaliset 

kaapelivalinnat kaapelikohtaisesti eikä muuttamalla kaikkien kaapelien kokoa, kuten 

tässä työssä tehtiin. Häviökustannusten syntyessä pääosin muuntajissa voisi myös tut-

kia eri muuntajavaihtoehtojen kannattavuutta ja muuntajien valinnan optimointia inves-

tointi- ja häviökustannusten suhteen. 
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LIITE A: 
LOISTEHOKAPASITEETTIVAATIMUKSEN 
VAIHTOEHTOINEN TARKASTELUPISTE 

 

Kuva 28.  Loistehokapasiteettivaatimuksen vaihtoehtoinen tarkastelupiste [29]. 



 

LIITE B: TUULIVOIMALAITOKSEN 
VERKKOVAIHTOEHTOJEN MALLIT 

 
Kuva 29. 33 kV ketjutetun verkkovaihtoehdon PowerFactory-verkkomalli. 

 



 

 

 

Kuva 30. 33 kV:n jakokaappiverkkovaihtoehtoja edustava PowerFactory-verkko-
malli (33 kV JK1). 



 

 

Kuva 31. 66 kV:n ketjutetun verkkovaihtoehdon PowerFactory-verkkomalli. 



 

LIITE C: POWER PARK ENERGY ANALYSIS          
-RAPORTIT 

Tämä sivu on jätetty tarkoituksella tyhjäksi. 



 

 



 

 



 

 



 

 



 

 



 

 



 

 



 

 



 

 



 

 



 

 



 

 



 

 



 

 



 

 



 

 



 

LIITE D: ENERGIAVIRASTON YKSIKKÖHINNAT 
20 KV:N VERKKOKOMPONENTEILLE 

 Yksikköhinnat 20 kV:n maakaapeleille ja komponenteille [72]. 
 

Komponentti Hinta 

3x120 mm2 kaapeli 29 600 €/km 

3x150 mm2 kaapeli 31 000 €/km 

3x240 mm2 kaapeli 39 000 €/km 

3x1x400 mm2 kaapeli 52 800 €/km 

maakaapelioja, helppo 
olosuhde 

10 700 €/km 

Kaapelijakokaappi 3 400 €/kpl 

 
  



 

LIITE E: VERKKOVAIHTOEHTOJEN 
VERTAILTAVIEN INVESTOINTIKUSTANNUSTEN 
MUODOSTUMINEN 

 Vertailtavat investointikustannukset 33 kV:n ketjutetulle verkolle. 
 

Komponentti 
Mitoitetut kaapelit Paksummat kaapelit 

Määrä (km/kpl) Hinta (€) Määrä (km/kpl) Hinta (€) 

3x120 mm2 kaapeli 2,801 103 637 – – 
3x150 mm2 kaapeli – – 2,801 108 539 
3x240 mm2 kaapeli 0,632 30 810 0,632 30 810 
3x1x400 mm2 kaapeli 1,253 82 698 1,253 82 698 
maakaapelioja 4,686 50 140 4,686 50 140 
syöttökenttä 2 95 400 2 95 400 
voimalakojeisto 6 108 000 6 108 000 
voimalamuuntaja 6 557 400 6 557 400 

yhteensä – 1 028 085 – 1 032 987 

 

 Vertailtavat investointikustannukset verkkovaihtoehdolle 33 kV JK1. 
 

Komponentti 
Mitoitetut kaapelit Paksummat kaapelit 

Määrä (km/kpl) Hinta (€) Määrä (km/kpl) Hinta (€) 

3x120 mm2 kaapeli 3,934 145 558 – – 
3x150 mm2 kaapeli – – 3,934 152 443 
3x1x400 mm2 kaapeli 1,1 72 600 1,1 72 600 
maakaapelioja 5,034 53 864 5,034 53 864 
jakokaappi 2 6 800 2 6 800 
syöttökenttä 2 95 400 2 95 400 
voimalakojeisto 6 108 000 6 108 000 
voimalamuuntaja 6 557 400 6 557 400 

yhteensä – 1 039 622 – 1 046 506 

 

 Vertailtavat investointikustannukset verkkovaihtoehdolle 33 kV JK2. 
 

Komponentti 
Mitoitetut kaapelit Paksummat kaapelit 

Määrä (km/kpl) Hinta (€) Määrä (km/kpl) Hinta (€) 

3x120 mm2 kaapeli 4,718 174 566 – – 
3x150 mm2 kaapeli – – 4,718 182 823 
3x1x400 mm2 kaapeli 0,8 52 800 0,8 52 800 
maakaapelioja 5,518 59 043 5,518 59 043 
jakokaappi 2 6 800 2 6 800 
syöttökenttä 2 95 400 2 95 400 
voimalakojeisto 6 108 000 6 108 000 
voimalamuuntaja 6 557 400 6 557 400 

yhteensä – 1 054 009 – 1 062 265 

 

  



 

 

 Vertailtavat investointikustannukset verkkovaihtoehdolle 33 kV JK3. 
 

Komponentti 
Mitoitetut kaapelit Paksummat kaapelit 

Määrä (km/kpl) Hinta (€) Määrä (km/kpl) Hinta (€) 

3x120 mm2 kaapeli 5,52 204 240 – – 
3x150 mm2 kaapeli – – 5,52 213 900 
3x1x400 mm2 kaapeli 0,55 36 300 0,55 36 300 
maakaapelioja 6,07 64 949 6,07 64 949 
jakokaappi 2 6 800 2 6 800 
syöttökenttä 2 95 400 2 95 400 
voimalakojeisto 6 108 000 6 108 000 
voimalamuuntaja 6 557 400 6 557 400 

yhteensä – 1 073 089 – 1 082 749 

 

 Vertailtavat investointikustannukset verkkovaihtoehdolle 33 kV JK4. 
 

Komponentti 
Mitoitetut kaapelit Paksummat kaapelit 

Määrä (km/kpl) Hinta (€) Määrä (km/kpl) Hinta (€) 

3x120 mm2 kaapeli 4,408 163 096 – – 
3x150 mm2 kaapeli – – 4,408 170 810 
3x1x400 mm2 kaapeli 0,921 60 786 0,921 60 786 
maakaapelioja 5,329 57020 5,329 57 020 
jakokaappi 2 6 800 2 6 800 
syöttökenttä 2 95 400 2 95 400 
voimalakojeisto 6 108 000 6 108 000 
voimalamuuntaja 6 557 400 6 557 400 

yhteensä – 1 048 502 – 1 056 216 

 

 Vertailtavat investointikustannukset verkkovaihtoehdolle 33 kV JK5. 
 

Komponentti 
Mitoitetut kaapelit Paksummat kaapelit 

Määrä (km/kpl) Hinta (€) Määrä (km/kpl) Hinta (€) 

3x120 mm2 kaapeli 4,737 175 269 – – 
3x150 mm2 kaapeli – – 4,737 183 559 
3x1x400 mm2 kaapeli 0,854 56 364 0,854 56 364 
maakaapelioja 5,591 59 824 5,591 59 824 
jakokaappi 2 6 800 2 6 800 
syöttökenttä 2 95 400 2 95 400 
voimalakojeisto 6 108 000 6 108 000 
voimalamuuntaja 6 557 400 6 557 400 

yhteensä – 1 059 057 – 1 067 346 

 

  



 

 

 Vertailtavat investointikustannukset verkkovaihtoehdolle 33 kV JK6. 
 

Komponentti 
Mitoitetut kaapelit Paksummat kaapelit 

Määrä (km/kpl) Hinta (€) Määrä (km/kpl) Hinta (€) 

3x120 mm2 kaapeli 3,548 131 276 – – 
3x150 mm2 kaapeli – – 3,548 137 485 
3x1x400 mm2 kaapeli 1,414 93 324 1,414 93 324 
maakaapelioja 4,962 53 093 4,962 53 093 
jakokaappi 2 6 800 2 6 800 
syöttökenttä 2 95 400 2 95 400 
voimalakojeisto 6 108 000 6 108 000 
voimalamuuntaja 6 557 400 6 557 400 

yhteensä – 1 045 293 – 1 051 502 

 

 Vertailtavat investointikustannukset 66 kV:n verkolle. 
 

Komponentti 
Mitoitetut kaapelit Paksummat kaapelit 

Määrä (km/kpl) Hinta (€) Määrä (km/kpl) Hinta (€) 

3x1x120 mm2 kaapeli 3,908 173 515 – – 
3x1x150 mm2 kaapeli – – 3,908 181 722 
3x1x240 mm2 kaapeli 0,79 46 215 0,79 46 215 
maakaapelioja 4,698 50 269 4,698 50 269 
syöttökenttä 1 65 900 1 65 900 
voimalakojeisto 6 160 200 6 160 200 
voimalamuuntaja 6 836 400 6 836 400 

yhteensä – 1 332 499 – 1 340 706 
 

  



 

LIITE F: KAAPELIKOON HERKKYYSANALYYSIN 
KUVAAJIEN DATA 

 Kaapelien hintojen muutoksen vaikutus verkkovaihtoehtojen kokonaiskustan-
nusten nykyarvoon mitoitetuilla kaapeleilla, 6 %:n laskentakorkokannalla ja 

sähkön hinnalla 40 €/MWh. 
 

Kaapelien hin-
nan muutos 

-50 % -25 % 0 % +25 % +50 % 

Vaihtoehto Kokonaiskustannukset (€) 

33 kV ketjutettu 1 661 134 1 715 421 1 769 707 1 823 993 1 878 279 

33 kV JK1 1 634 779 1 689 319 1 743 858 1 798 398 1 852 937 

33 kV JK2 1 639 843 1 696 685 1 753 527 1 810 368 1 867 209 

33 kV JK3 1 649 391 1 709 526 1 769 661 1 829 796 1 889 931 

33 kV JK4 1 638 023 1 693 993 1 749 963 1 805 934 1 861 905 

33 kV JK5 1 644 674 1 702 582 1 760 491 1 818 399 1 876 307 

33 kV JK6 1 645 059 1 701 209 1 757 359 1 813 509 1 869 659 

66 kV ketjutettu 1 966 248 2 021 181 2 076 114 2 131 046 2 185 979 

 
 

 Kaapelien hintojen muutoksen vaikutus verkkovaihtoehtojen kokonaiskustan-
nusten nykyarvoon paksummilla kaapeleilla, 6 %:n laskentakorkokannalla ja 

sähkön hinnalla 40 €/MWh. 
 

Kaapelien hin-
nan muutos 

-50 % -25 % 0 % +25 % +50 % 

Vaihtoehto Kokonaiskustannukset (€) 

33 kV ketjutettu 1 654 688 1 710 199 1 765 711 1 821 223 1 876 734 

33 kV JK1 1 631 796 1 688 057 1 744 317 1 800 578 1 856 838 

33 kV JK2 1 636 539 1 695 444 1 754 350 1 813 255 1 872 161 

33 kV JK3 1 645 758 1 708 308 1 770 858 1 833 408 1 895 958 

33 kV JK4 1 634 849 1 692 748 1 750 646 1 808 546 1 866 445 

33 kV JK5 1 641 364 1 701 345 1 761 325 1 821 306 1 881 287 

33 kV JK6 1 642 239 1 699 941 1 757 643 1 815 346 1 873 048 

66 kV ketjutettu 1 955 387 2 012 371 2 069 356 2 126 339 2 183 324 



 

 

 Laskentakorkokannan vaikutus verkkovaihtoehtojen kokonaiskustannusten nykyarvoon mitoitetuilla kaapeleilla ja sähkön hinnalla 40 
€/MWh. 

 
Laskentakorko-

kanta (%) 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 

Vaihtoehto Kokonaiskustannukset (€) 

33 kV ketjutettu 2 418 553 2 234 761 2 084 118 1 959 745 1 856 322 1 769 707 1 696 659 1 634 632 1 581 609 1 535 988 

33 kV JK1 2 359 996 2 185 469 2 042 420 1 924 317 1 826 107 1 743 858 1 674 493 1 615 593 1 565 243 1 521 922 

33 kV JK2 2 365 536 2 192 179 2 050 088 1 932 776 1 835 225 1 753 527 1 684 627 1 626 121 1 576 108 1 533 077 

33 kV JK3 2 379 093 2 206 466 2 064 973 1 948 156 1 851 015 1 769 661 1 701 051 1 642 791 1 592 989 1 550 140 

33 kV JK4 2 363 673 2 189 834 2 047 348 1 929 711 1 831 888 1 749 963 1 680 872 1 622 203 1 572 052 1 528 901 

33 kV JK5 2 374 177 2 200 345 2 057 864 1 940 231 1 842 413 1 760 491 1 691 402 1 632 736 1 582 586 1 539 437 

33 kV JK6 2 380 346 2 203 880 2 059 240 1 939 824 1 840 522 1 757 359 1 687 223 1 627 667 1 576 757 1 532 955 

66 kV ketjutettu 2 726 704 2 542 418 2 391 370 2 266 663 2 162 962 2 076 114 2 002 870 1 940 676 1 887 511 1 841 767 

 
 Laskentakorkokannan vaikutus verkkovaihtoehtojen kokonaiskustannusten nykyarvoon paksummilla kaapeleilla ja sähkön hinnalla 40 

€/MWh. 
 

Laskentakorko-
kanta (%) 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 

Vaihtoehto Kokonaiskustannukset (€) 

33 kV ketjutettu 2 406 773 2 225 186 2 076 350 1 953 470 1 851 287 1 765 711 1 693 540 1 632 257 1 579 870 1 534 797 

33 kV JK1 2 354 833 2 181 899 2 040 154 1 923 129 1 825 815 1 744 317 1 675 585 1 617 222 1 567 331 1 524 405 

33 kV JK2 2 359 856 2 188 341 2 047 760 1 931 695 1 835 180 1 754 350 1 686 182 1 628 297 1 578 816 1 536 243 

33 kV JK3 2 372 887 2 202 357 2 062 583 1 947 185 1 851 224 1 770 858 1 703 082 1 645 530 1 596 333 1 554 004 

33 kV JK4 2 358 205 2 186 108 2 045 050 1 928 592 1 831 750 1 750 646 1 682 247 1 624 167 1 574 518 1 531 800 

33 kV JK5 2 368 488 2 196 504 2 055 538 1 939 155 1 842 376 1 761 325 1 692 970 1 634 927 1 585 311 1 542 621 

33 kV JK6 2 375 448 2 200 449 2 057 012 1 938 590 1 840 115 1 757 643 1 688 091 1 629 031 1 578 545 1 535 106 

66 kV ketjutettu 2 706 853 2 526 276 2 378 267 2 256 070 2 154 456 2 069 356 1 997 586 1 936 644 1 884 548 1 839 725 



 

 
 Sähkön hinnan vaikutus verkkovaihtoehtojen kokonaiskustannusten nykyarvoon mitoitetuilla kaapeleilla ja 6 %:n laskentakorkokannalla. 

 
Sähkön hinta 

(€/MWh) 
10 20 30 40 50 60 70 80 

Vaihtoehto Kokonaiskustannukset (€) 

33 kV ketjutettu 1 213 490 1 398 896 1 584 301 1 769 707 1 955 112 2 140 517 2 325 923 2 511 328 

33 kV JK1 1 215 681 1 391 740 1 567 799 1 743 858 1 919 917 2 095 976 2 272 036 2 448 095 

33 kV JK2 1 228 888 1 403 768 1 578 647 1 753 527 1 928 406 2 103 286 2 278 165 2 453 044 

33 kV JK3 1 247 232 1 421 375 1 595 518 1 769 661 1 943 804 2 117 947 2 292 090 2 466 233 

33 kV JK4 1 223 867 1 399 233 1 574 598 1 749 963 1 925 329 2 100 694 2 276 059 2 451 425 

33 kV JK5 1 234 415 1 409 774 1 585 132 1 760 491 1 935 849 2 111 208 2 286 566 2 461 925 

33 kV JK6 1 223 309 1 401 326 1 579 342 1 757 359 1 935 375 2 113 392 2 291 408 2 469 424 

66 kV ketjutettu 1 518 403 1 704 306 1 890 210 2 076 114 2 262 017 2 447 921 2 633 825 2 819 728 

 
 

 Sähkön hinnan vaikutus verkkovaihtoehtojen kokonaiskustannusten nykyarvoon paksummilla kaapeleilla ja 6 %:n laskentakorkokannalla. 
 

Sähkön hinta 
(€/MWh) 

10 20 30 40 50 60 70 80 

Vaihtoehto Kokonaiskustannukset (€) 

33 kV ketjutettu 1 216 168 1 399 349 1 582 530 1 765 711 1 948 892 2 132 073 2 315 254 2 498 435 

33 kV JK1 1 220 959 1 395 411 1 569 864 1 744 317 1 918 770 2 093 222 2 267 675 2 442 128 

33 kV JK2 1 235 286 1 408 307 1 581 329 1 754 350 1 927 371 2 100 392 2 273 413 2 446 434 

33 kV JK3 1 254 776 1 426 804 1 598 831 1 770 858 1 942 886 2 114 913 2 286 940 2 458 968 

33 kV JK4 1 229 824 1 403 431 1 577 039 1 750 646 1 924 254 2 097 861 2 271 469 2 445 076 

33 kV JK5 1 240 841 1 414 335 1 587 830 1 761 325 1 934 819 2 108 314 2 281 809 2 455 303 

33 kV JK6 1 228 037 1 404 573 1 581 108 1 757 643 1 934 179 2 110 714 2 287 249 2 463 785 

66 kV ketjutettu 1 522 868 1 705 031 1 887 193 2 069 356 2 251 518 2 433 680 2 615 843 2 798 005 

 



 

LIITE G: VERKKOVAIHTOEHTOJEN 
HERKKYYSANALYYSIN KUVAAJIEN DATA 

 Investointikustannusten muutoksen vaikutus verkkovaihtoehtojen kokonais-
kustannusten nykyarvoon valituilla kaapeleilla, 6 %:n laskentakorkokannalla 

ja sähkön hinnalla 40 €/MWh. 
 

Investointikustan-
nusten muutos 

-50 % -25 % 0 % +25 % +50 % 

Vaihtoehto Kokonaiskustannukset (€) 

33 kV ketjutettu 1 249 217 1 507 464 1 765 711 2 023 958 2 282 204 

33 kV JK1 1 224 047 1 483 953 1 743 858 2 003 764 2 263 669 

33 kV JK2 1 226 522 1 490 024 1 753 527 2 017 029 2 280 531 

33 kV JK3 1 233 117 1 501 389 1 769 661 2 037 933 2 306 206 

33 kV JK4 1 225 712 1 487 838 1 749 963 2 012 089 2 274 214 

33 kV JK5 1 230 962 1 495 727 1 760 491 2 025 255 2 290 019 

33 kV JK6 1 234 712 1 496 035 1 757 359 2 018 682 2 280 005 

66 kV ketjutettu 1 399 003 1 734 179 2 069 356 2 404 532 2 739 709 

 



 

 Laskentakorkokannan vaikutus verkkovaihtoehtojen kokonaiskustannusten nykyarvoon valituilla kaapeleilla ja sähkön hinnalla 40 €/MWh. 
 

Laskentakorko-
kanta (%) 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 

Vaihtoehto Kokonaiskustannukset (€) 

33 kV ketjutettu 2 406 773 2 225 186 2 076 350 1 953 470 1 851 287 1 765 711 1 693 540 1 632 257 1 579 870 1 534 797 

33 kV JK1 2 359 996 2 185 469 2 042 420 1 924 317 1 826 107 1 743 858 1 674 493 1 615 593 1 565 243 1 521 922 

33 kV JK2 2 365 536 2 192 179 2 050 088 1 932 776 1 835 225 1 753 527 1 684 627 1 626 121 1 576 108 1 533 077 

33 kV JK3 2 379 093 2 206 466 2 064 973 1 948 156 1 851 015 1 769 661 1 701 051 1 642 791 1 592 989 1 550 140 

33 kV JK4 2 363 673 2 189 834 2 047 348 1 929 711 1 831 888 1 749 963 1 680 872 1 622 203 1 572 052 1 528 901 

33 kV JK5 2 374 177 2 200 345 2 057 864 1 940 231 1 842 413 1 760 491 1 691 402 1 632 736 1 582 586 1 539 437 

33 kV JK6 2 380 346 2 203 880 2 059 240 1 939 824 1 840 522 1 757 359 1 687 223 1 627 667 1 576 757 1 532 955 

66 kV ketjutettu 2 706 853 2 526 276 2 378 267 2 256 070 2 154 456 2 069 356 1 997 586 1 936 644 1 884 548 1 839 725 

 
 

 Sähkön hinnan vaikutus verkkovaihtoehtojen kokonaiskustannusten nykyarvoon valituilla kaapeleilla ja 6 %:n laskentakorkokannalla. 
 

Sähkön hinta 
(€/MWh) 

10 20 30 40 50 60 70 80 

Vaihtoehto Kokonaiskustannukset (€) 

33 kV ketjutettu 1 216 168 1 399 349 1 582 530 1 765 711 1 948 892 2 132 073 2 315 254 2 498 435 

33 kV JK1 1 215 681 1 391 740 1 567 799 1 743 858 1 919 917 2 095 976 2 272 036 2 448 095 

33 kV JK2 1 228 888 1 403 768 1 578 647 1 753 527 1 928 406 2 103 286 2 278 165 2 453 044 

33 kV JK3 1 247 232 1 421 375 1 595 518 1 769 661 1 943 804 2 117 947 2 292 090 2 466 233 

33 kV JK4 1 223 867 1 399 233 1 574 598 1 749 963 1 925 329 2 100 694 2 276 059 2 451 425 

33 kV JK5 1 234 415 1 409 774 1 585 132 1 760 491 1 935 849 2 111 208 2 286 566 2 461 925 

33 kV JK6 1 223 309 1 401 326 1 579 342 1 757 359 1 935 375 2 113 392 2 291 408 2 469 424 

66 kV ketjutettu 1 522 868 1 705 031 1 887 193 2 069 356 2 251 518 2 433 680 2 615 843 2 798 005 

 


