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Abstract: This paper seeks to enhance volt‐var control strategies within reconfigurable microgrids 

by integrating innovative technologies of power‐to‐hydrogen (P2H) via electrolyzers and hydrogen‐

to‐power  (H2P)  through  fuel  cells.  Specifically,  it  focuses  on  the  simultaneous  coordination  of 

electrolyzer, hydrogen storage, and fuel cell alongside on‐load tap changers, smart PV  inverters, 

renewable  energy  sources, diesel generators,  and  electric  vehicle  aggregation  (EVA) within  the 

microgrid  system.  Additionally,  dynamic  network  reconfiguration  is  employed  to  enhance 

microgrid flexibility, facilitate power sharing, and improve the overall system adaptability. Given 

the inherent unpredictability linked to resources, the unscented transformation method is employed 

to account  for these uncertainties  in the proposed volt‐var control strategy. Finally,  the model  is 

formulated as a convex optimization problem and is solved by GUROBI, which leads to having a 

time‐efficient volt‐var model with high  accuracy. To  assess  the  effectiveness of  the model,  it  is 

eventually examined on a modified 33‐bus microgrid in several cases. Through the results of the 

under‐study microgrid,  the  developed  volt‐var  control  is  a  great  remedy  to  the  simultaneous 

operation of EVA, P2H and H2P in reconfigurable microgrids with flatter voltage profile across the 

microgrid. 

Keywords:  Volt‐VAr  control;  electric  vehicles;  network  reconfiguration;  power‐to‐hydrogen; 

hydrogen‐to‐power; electrolyzer; fuel cell 

 

1. Introduction 

Microgrids, primarily powered by  abundant  renewable  energy  sources  (RESs),  can  serve  as 

smart grid components to enhance the reliability of the overall network [1] as well as effecting the 

market price  fluctuations  [2]. Additionally,  the adoption of diverse  technologies,  such  as  electric 

vehicle aggregators (EVAs) and hydrogen generation through electrolyzers, followed by conversion 

back to electricity via fuel cells, has significantly increased due to their eco‐friendly nature. However, 

as the number of RESs, EVAs, and conversions between hydrogen and power grows, microgrids may 

experience voltage fluctuations, leading to technical and economic challenges for microgrid operators 

and customers alike. To overcome the disturbances related to voltages, the concept of volt‐var control 

is appealed. Volt‐var means developing a strategy to simultaneously manage different equipment, 

including on‐load tap changer (OLTC), switchable capacitor banks (SCBs), diesel generators (DGs), 

smart inverters and so on to maintain the voltage of network within acceptable ranges. 

There are various volt‐var control techniques in the literature which are discussed as follows. 

One of the most well‐known devices which has always been used in controlling voltage in power 

grids is SCB [3] because of its affordable cost in the market. OLTC [4] is another conventional device 

frequently  used  to  control  the  voltage  of  the  network  due  to  its  reasonable  cost  and  effective 

applicability. Smart PV inverters (SPIs) are novel technology which can be a great remedy to be used 

in volt‐var control strategies, because they have a fast response under different conditions and do not 
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inject any harmonics into the grid [5]. Authors in [6,7] got energy storage systems (ESSs) managed to 

mitigate  over‐/under‐voltage  issues  in  distribution  grids  by  developing  a  coordinated 

charging/discharging scheme. Soft open point is another electronic‐based technique used in voltage 

management in distribution grids [8]. Coordinating volt‐var with demand response programs was 

investigated  in  [9].  It  is  clear  that  current  distribution  grids  have  been  equipped with  various 

technologies to control voltage and reactive power. Although this enhances the flexibility to have a 

secure system, coordination among them entails up‐to‐date tools. 

Electric  vehicles  are  cutting‐edge  technologies  which  are  penetrated  in  power  system 

operational and planning schemes. In terms of EVAs in volt‐var control, some investigations have 

been conducted  so  far. To  illustrate  this, Ref.  [10] developed a coordination approach  for electric 

vehicle charging stations, dispatchable generation sources, and energy storage units in distribution 

grids. Similarly, in [11], the volt‐var control was developed in distribution grids in the presence of 

electric vehicles, renewable resources, capacitors and OLTC. Besides, the reactive power provision 

by  electric  vehicle  charging  stations  was  deployed  to  manage  the  voltage  stability  index  in 

distribution networks [12]. Through the mentioned papers, electric vehicles have been investigated 

in volt‐var schemes, but there are some gaps which need to be tackled. To begin with, extensive volt‐

var devices were not  considered.  Secondly,  the  technology of vehicle‐to‐grid  and grid‐to‐vehicle 

EVAs has not been  studied adequately. Thirdly, network  reconfiguration has not been  involved. 

Fourthly, uncertainties have not been studied thoroughly. 

Feeder  reconfiguration  is  a  cutting‐edge  capability  of  smart  grids  which  can  be  used  at 

distribution  level  for different purposes.  For  example,  authors  of  [13]  implemented  the network 

reconfiguration  and  capacitor  allocation  for  volt‐var  control  of  distribution  grids  by  using  a 

population‐based algorithm. On the same track, modified gray wolf optimization was used to assess 

the  impact  of  feeder  reconfiguration  on  volt‐var  control  of  distribution  grids  in  [14].  From  this 

research, it can be seen that simultaneous feeder reconfiguration and PV inverter management result 

in higher energy savings. Ref. [15] concentrated on volt‐var control in reconfigurable droop‐based 

islanded  microgrids  with  the  aim  of  power  loss  minimization.  Compared  to  the  references 

mentioned, this paper uses convex‐formulation which enables operators to reach the possible global 

solution, but  it did not consider different volt‐var control equipment such as smart PV  inverters, 

EVAs, and so on. Although there are a few feeder reconfigurations in volt‐var control schemes, some 

factors have not been sufficiently addressed, such as coordination of EVAs aggregations, suitable 

uncertainty modeling, and so on. Accordingly, developing a mathematical framework for reaching 

an extensive volt‐var control in reconfigurable microgrids with considering the coordination of EVAs 

entails further assessments. 

Power‐to‐hydrogen  (P2H)  and  hydrogen‐to‐power  (H2P)  technologies  are  typically 

implemented using electrolyzers and fuel cells [16,17]. Consequently, some researchers have focused 

on energy management within microgrids that incorporate these technologies to reach the net‐zero 

target soon. For example, researchers in [18] proposed a method for determining the optimal size of 

concentrated  solar  power  systems  intended  for  hydrogen  refueling  stations.  The  resilience  of 

microgrids utilizing the P2H concept was examined in [19] for their operation in islanded mode. A 

stochastic energy management strategy, utilizing  the particle swarm optimization algorithm, was 

also explored for operating hydrogen‐based microgrids in both islanded and grid‐connected modes 

in [20]. It is shown that H2P and P2H will play a main role in future power systems. However, their 

effects on the volt‐var management have not been investigated adequately. 

Considering  the  fact  that volt‐var  control  includes  some uncertain parameters  such  as  load, 

renewable  resources and  so on, assessing  the  impact of  such uncertain parameters on  the model 

output should be investigated. So far, several investigations have been conducted in literature. To 

begin with, authors of [21] used a stochastic framework, namely Monte Carlo Simulation, to capture 

the uncertainties  related  to  the arrival and departure  times and charging demand of EVAs. Even 

though Monte Carlo Simulation provides highly accurate results, it is assigned to the time‐consuming 

techniques because of taking extensive scenarios into account. Volt‐var control operates in real‐time, 

which significantly limits the feasibility of using Monte Carlo Simulation. To overcome this issue, in 
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[22],  authors modeled  the  influence  of  uncertainties  on  the  volt‐var  control  by  point  estimation 

technique which is not computationally expensive. It is worthwhile that point estimation method is 

computationally  friendly, but  it assumes  the  input uncertain parameters are  independent  to each 

other and there is not any correlation among them [23]. In order to tackle this drawback, unscented 

transformation  (UT)  method  [24],  which  can  model  the  correlation  among  input  uncertain 

parameters,  has  been  introduced. Considering  uncertainties  plays  a  key  role  in  volt‐var  control 

approaches. Toward  this  end,  in  this  research, UT method  is utilized  to model  the uncertainties 

related to the loads, RESs, and EVAs. 

To the best of the knowledge of the authors, developing a volt‐var control which simultaneously 

addresses the following aspects is still necessary in the literature. 

 Developing a comprehensive volt‐var control by effectively managing various equipment such 

as OLTC, SCBs, RESs, smart PV inverters (SPVIs), etc.; 

 Incorporating the concepts of P2H and H2P into the volt‐var control by electrolyzer, hydrogen 

storage and fuel cell; 

 Incorporating the concept of grid‐to‐vehicle and vehicle‐to‐grid of EVA in the volt‐var control of 

reconfigurable microgrids; 

 Implementing  the  dynamic  feeder  reconfiguration  in  the  presence  of  coordinating  other 

equipment to increase the flexibility of the microgrids; 

 Thoroughly considering the unpredictability and intermittency regarding loads, RESs, and EVAs 

by the UT method in order to evaluate the suggested volt‐var control in a realistic manner;   

 Developing  the  volt‐var  control  possesses  convex  formulation which  results  in  finding  the 

possible global solution in a finite time. 

The rest of the paper is organized as follows. Section 2 discusses the problem formulation. The 

UT method is described in Section 3 to model the uncertainties. The results are provided in Section 

4, followed by a conclusion in Section 5. 

2. Problem Formulation 

A microgrid (MG) is a localized energy system that integrates various renewable energy sources, 

energy  storage  units,  and  conventional  generators.  It  can  be  configured  to  adapt  to  changing 

conditions  through  the  incorporation  of  remote  switches.  Key  components  of  the  considered 

microgrid include the following cutting‐edge technologies: 

 SPVIs: Convert the direct current output from solar panels into alternating current and provide 

or absorb reactive power. 

 OLTCs:  Regulate  voltage  levels  by  adjusting  the  tap  positions  on  transformers, which  are 

generally installed after the slack bus. 

 Electrolyzers: Generate hydrogen by converting electrical power into hydrogen through water 

electrolysis. 

 Fuel cells: Convert stored hydrogen back into electricity. 

 Hydrogen Storage: A tank located between the electrolyzer and fuel cell that enhances flexibility 

by storing hydrogen generated from surplus renewable energy for use by the fuel cell. 

 EVAs: Aggregations of EVs that are used as mobile energy storage systems. 

 DGs: Diesel generators that are typically deployed to meet loads when renewable energy sources 

do not provide sufficient generation. 

 Remote Switches: These switches enable microgrid operators to change the configuration of the 

microgrid to enhance its techno‐economic efficiency. 

This  investigation  aims  for  the  cost‐efficient  operation  of  grid‐connected  microgrids  by 

minimizing expenses related to power trading in energy markets, energy production, and equipment 

operations.  Furthermore,  electrolyzers  and  fuel  cells  are  effectively  integrated  into  the  volt‐var 

control model, allowing for an assessment of their impact on the microgridʹs voltage stability. It also 

applies network reconfiguration to optimize power flow and enhance overall efficiency. 

The following subsections define the proposed objective function which is followed by various 

constraints related to the microgrids’ equipment, such as SPVIs, OLTC, electrolyzer, fuel cell, etc. 
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2.1. Objective Function 

The  objective  function  (OF)  of  the  suggested  volt‐var  control  is mathematically  defined  as 

follows. In this OF, there are 6 terms [9]. The first one is related to the cost of purchasing energy from 

the wholesale market. The cost of power generation by DGs is shown in the second term. The cost of 

switching OLTC and SCB are referred to in terms three and four, respectively. The costs of charging 

and discharging of EVA and hydrogen system are presented in the fifth and sixth terms, respectively. 

𝑂𝐹 ൌ ෍ 𝜆ௌௌ
௧ 𝑃ௌௌ

௧ ∆𝑡
௧∈ஐ೟೔೘೐

ᇩᇭᇭᇭᇭᇪᇭᇭᇭᇭᇫ
ଵ

  ൅ ෍ ෍ 𝜆஽ீ
ௗ,௧𝑃஽ீ

ௗ,௧∆𝑡
௧∈ஐ೟೔೘೐ௗ∈ஐ೏೒

ᇩᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇪᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇫ
ଶ

൅ ෍ ෍ 𝜆௢௟௧௖
௢ ห𝑇𝑎𝑝௢௟௧௖

௢,௧ െ 𝑇𝑎𝑝௢௟௧௖
௢,௧ିଵห

௧∈ஐ೟೔೘೐௢∈ஐ೚೗೟೎

ᇩᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇪᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇫ
ଷ

൅ ෍ ෍ 𝜆஼஻
௖ ห𝜓஼஻

௖,௧ െ 𝜓஼஻
௖,௧ିଵห

௧∈ஐ೟೔೘೐௖∈ஐ೎್

ᇩᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇪᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇫ
ସ

 

൅ ෍ ෍ 𝜆ௌௌ
௧ ൫𝑃௖௛,௘௩௔

௘,௧ െ 𝑃ௗ௜௦,௘௩௔
௘,௧ ൯

௧∈ஐ೟೔೘೐ୣ∈ஐ೐ೡೌ

ᇩᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇪᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇫ
ହ

∆𝑡

൅ ෍ ෍ 𝜆ௌௌ
௧ ൫𝑃௘௟௦௥

௛,௧ െ 𝑃ி஼
௛,௧൯∆𝑡

௧∈ஐ೟೔೘೐୦∈ஐ೓೒೙

ᇩᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇪᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇭᇫ
଺

 

(01) 

2.2. List of Constraints 

Constraints are a mandatory part of optimization problems  for establishing  reliable models. 

With regard to the volt‐var control, predominant constraints, including SPVIs, SCBs, OLTCs, EVAs, 

and H2P/P2H conversions, are elaborated in the following subsections.   

2.2.1. Smart PV Inverters 

SPVI is an emerging technology that has gained attention from researchers due to its ability to 

mitigate voltage fluctuations by injecting or absorbing reactive power into the grid [25]. This concept 

of the smart inverter can be modeled into the volt‐var control by the following constraints. 

𝑄௉௏
௣,௧ ൑ ට൫𝑆௉௏

௣ ൯
ଶ
െ ൫𝑃௉௏

௣,௧൯
ଶ

,∀𝑡 ∈ Ω௧௜௠௘,∀𝑝 ∈ Ω௉௏  (02) 

𝑄௉௏
௣,௧ ൒ െට൫𝑆௉௏

௣ ൯
ଶ
െ ൫𝑃௉௏

௣,௧൯
ଶ

,∀𝑡 ∈ Ω௧௜௠௘ ,∀𝑝 ∈ Ω௉௏  (03) 

2.2.2. Electric Vehicles 

To  achieve  the  net‐zero  target  in  the  near  future,  EVAs  have  been  implemented.  These 

environmentally  friendly  solutions  can  undoubtedly  replace  fuel‐based  transportation  systems. 

Consequently, there will be extensive integration of EVs in power grids. However, if operated in an 

uncoordinated manner, the network is likely to experience voltage disturbances. Therefore, a set of 

constraints must be satisfied in the vol‐var control problem. Constraint (04) is related to the energy 

of EVA. The energy of EVA must remain within its maximum and minimum capacities as guaranteed 

by (05). The charging and discharging of EVA are regulated by constraints (06) and (07), respectively. 

Additionally, constraint (08) ensures that the energy at the start and end of a 24‐hour period remains 

equal. 
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௘,௜௡௜௧௜௔௟ ൌ 𝐸௘௩௔

௘,௙௜௡௔௟ , e. g. , 𝑖𝑛𝑖𝑡𝑖𝑎𝑙 ൌ 0, 𝑓𝑖𝑛𝑎𝑙 ൌ 24,∀e ∈ Ω௘௩௔ 
(08) 

2.2.3. Switchable Capacitor Banks 

SCBs are an essential component of volt‐var control schemes due  to  their cost efficiency and 

ability to effectively compensate for the reactive power in the network [26]. To schedule the on/off 

status of SCBs, the following constraints are considered. 

𝑄஼஻
௖,௧ ൌ 𝜓஼஻

௖,௧𝑄௥௔௧௘௖ ,∀𝑡 ∈ Ω௧௜௠௘,∀𝑐 ∈ Ω௖௕  (09) 

0 ൑ 𝜓஼஻
௖,௧ ൑ 𝜓஼஻

௖,ெ௔௫,∀𝑡 ∈ Ω௧௜௠௘ ,∀𝑐 ∈ Ω௖௕  (10) 

2.2.4. On‐Load Tap Changer 

OLTC  is  typically  installed  in  the upstream network, and  its main  function  is  to regulate the 

networkʹs voltage  level  from  the slack bus perspective  [27]. Consequently,  the OLTC  tap position 

must be constrained within allowable limits, as defined by the following constraint. 

𝑇௢௟௧௖
௢,௠௜௡ ൑ 𝑇௢௟௧௖

௢,௧ ൑ 𝑇௢௟௧௖
௢,௠௔௫,∀𝑡 ∈ Ω௧௜௠௘,∀𝑜 ∈ Ω௢௟௧௖  (11) 

2.2.5. Diesel Generator 

DGs typically consume fuel to generate power. These dispatchable units can be employed for 

various purposes, such as supporting specific loads, reducing operational costs and so on. Given that 

DGs have limited generation capacity, their output is constrained between maximum and minimum 

values, as specified by constraint (12). Additionally, the output of DGs cannot fluctuate rapidly over 

different intervals; therefore, their ramp‐rate limitation is enforced through constraint (13). 

𝑃஽ீ
ௗ,௠௜௡ ൑ 𝑃஽ீ

ௗ,௧ ൑ 𝑃஽ீ
ௗ,௠௔௫,∀𝑡 ∈ Ω௧௜௠௘ ,∀𝑑 ∈ Ωௗ௚  (12) 

𝑅஽ீ
ௗ,஽௢௪௡ ൑ 𝑃஽ீ

ௗ,௧ െ 𝑃஽ீ
ௗ,௧ିଵ ൑ 𝑅஽ீ

ௗ,௎௣௣௘௥ ,∀𝑡 ∈ Ω௧௜௠௘,∀𝑑 ∈ Ωௗ௚  (13) 

2.2.6. Hydrogen‐to‐Power Conversion Technology 

The  generation  of  green  hydrogen  depends  on  electrolyzers  that  convert  electricity  into 

hydrogen, a process commonly referred  to as P2H. This hydrogen can subsequently be converted 

back into electricity through fuel cells, a process known as H2P. It is notable that hydrogen storage 

plays a crucial role in this cycle, enabling surplus energy generated from renewable sources to be 

stored as hydrogen and later utilized during periods of higher load demand, elevated market prices, 

or other needs [28–30]. The mathematical formulation of the P2H and H2P concepts is described as 

follows.  Initially,  the  state  of hydrogen  in  the  ℎ௧௛   hydrogen  storage unit  for  𝑡 ൌ 1  and  𝑡 ൐ 1  is 
represented by constraints (14) and (15), respectively. The electricity consumed by the electrolyzer to 

produce hydrogen is determined by constraint (16). Similarly, the power generated by the fuel cell is 

calculated using constraint (17). Eqs. (18) and (19) define the operational limits for the fuel cell and 

electrolyzer,  respectively. Constraint  (20)  guarantees  that  the  hydrogen  state  remains within  its 

allowable range. Lastly, Eq. (21) ensures that the amount of stored hydrogen at the end of the cycle 

(e.g., the 24th hour) is equal to the amount stored at the beginning of the cycle. 

𝑆௛௚௡
௛,ଵ ൌ 𝑆௛௚௡

௛,௧೔೙೔೟೔ೌ೗ ൅ 𝐻௘௟௦௥
௛,ଵ ∆𝑡 െ 𝐻ி஼

௛,ଵ∆𝑡 ,       ∀ℎ ∈ Ω௛௚௡  (14) 

𝑆௛௚௡
௛,௧ ൌ 𝑆௛௚௡

௛,௧ିଵ ൅ 𝐻௘௟௦௥
௛,௧ ∆𝑡 െ 𝐻ி஼

௛,௧𝐻ி஼
௛,௧∆𝑡 ,     ∀𝑡 ൐ 1, 𝑡 ∈ Ω௧௜௠௘,   ∀ℎ ∈ Ω௛௚௡  (15) 

𝑃௘௟௦௥
௛,௧ ൌ  

Ψ௘௜௛ ൈ  𝐻௘௟௦௥
௛,௧

𝜂௘௟௦௥
,                                     ∀𝑡 ∈ Ω௧௜௠௘,∀ℎ ∈ Ω௛௚௡   (16) 
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𝐻ி஼
௛,௧ ൌ

 𝑃ி஼
௛,௧

𝜂ி஼ ൈ Ψ௘௜௛
,                                         ∀𝑡 ∈ Ω௧௜௠௘ ,∀ℎ ∈ Ω௛௚௡  (17) 

𝑃ி஼
௛,௠௜௡ ൑ 𝑃ி஼

௛,௧ ൑ 𝑃ி஼
௛,௠௔௫ ,                               ∀𝑡 ∈ Ω௧௜௠௘ ,∀ℎ ∈ Ω௛௚௡ 

(18) 

𝑃௘௟௦௥
௛,௠௜௡ ൑ 𝑃௘௟௦௥

௛,௧ ൑ 𝑃௘௟௦௥
௛,௠௔௫ ,                              ∀𝑡 ∈ Ω௧௜௠௘ ,∀ℎ ∈ Ω௛௚௡ 

(19) 

𝑆௛௚௡
௛,୫୧୬ ൑ 𝑆௛௚௡

௛,௧ ൑ 𝑆௛௚௡
௛,୫ୟ୶,                               ∀𝑡 ∈ Ω௧௜௠௘ ,∀ℎ ∈ Ω௛௚௡ 

(20) 

𝑆௛௚௡
௛,௧೔೙೔೟೔ೌ೗ ൌ 𝑆௛௚௡

௛,௧೑೔೙ೌ೗ ,                                     e. g. , 𝑡௜௡௜௧௜௔௟ ൌ 0, 𝑡௙௜௡௔௟ ൌ 24,∀ℎ ∈ Ω௛௚௡  
(21) 

2.2.7. Power Flow 

Network‐constrained  volt‐var  control  is  central  to  volt‐var  optimization,  and  it  is modeled 

through the following constraints [31–33], with reconfiguration discussed in [34,35]. Constraints (22) 

and (23) balance the real and reactive power  in the network. To calculate the voltage of each bus, 

constraints (24) and (25) are utilized [32,35,36]. The power flow of the opened switches must be zero, 

as modeled in Eqs. (26) and (27). The active and reactive power demands and generation at each bus 

are  modeled  by  constraints  (28)  and  (29),  respectively.  Maintaining  network  voltage  within 

acceptable ranges is enforced by (30). Constraint (31) ensures that branch capacities do not exceed 

their allowable limits.   

𝑃௡௘௧
௡,௧ ൌ ෍ 𝑃௙௟௢௪

௠௡,௧

௠∈ஐ೛ೌೝ೙

െ ෍ 𝑃௙௟௢௪
௡௞,௧

௞∈ஐ೎೓೔೗೙

,∀𝑡 ∈ Ω௧௜௠௘ ,∀𝑛 ∈ Ω௕௨௦  (22) 

𝑄௡௘௧
௡,௧ ൌ ෍ 𝑄௙௟௢௪

௠௡,௧

௠∈ஐ೛ೌೝ೙

െ ෍ 𝑄௙௟௢௪
௡௞,௧

௞∈ஐ೎೓೔೗೙

,∀𝑡 ∈ Ω௧௜௠௘ ,∀𝑛 ∈ Ω௕௨௦ 
(23) 

𝑉௕
௠,௧ െ  𝑉௕

௡,௧ ൑ ሺ1 െ α௠௡,௧ሻM௕௜௚ ൅ ൫𝑅௅
௠௡,௧𝑃௙௟௢௪

௠௡,௧ ൅ 𝑋௅
௠௡,௧𝑄௙௟௢௪

௠௡,௧൯/𝑉ୱబ ,∀𝑡

∈ Ω௧௜௠௘,∀𝑛,𝑚 ∈ Ω௕௨௦  (24) 

𝑉௕
௠,௧ െ  𝑉௕

௡,௧ ൒ ሺα௠௡,௧ െ 1ሻM௕௜௚ ൅ ൫𝑅௅
௠௡,௧𝑃௙௟௢௪

௠௡,௧ ൅ 𝑋௅
௠௡,௧𝑄௙௟௢௪

௠௡,௧൯/𝑉ୱబ ,∀𝑡

∈ Ω௧௜௠௘,∀𝑛,𝑚 ∈ Ω௕௨௦  (25) 

െM௕௜௚α௠௡,௧ ൑ 𝑃௙௟௢௪
௠௡,௧ ൑ M௕௜௚α௠௡,௧ , ∀𝑡 ∈ Ω௧௜௠௘ ,∀𝑛,𝑚 ∈ Ω௕௨௦ 

(26) 

െM௕௜௚α௠௡,௧ ൑ 𝑄௙௟௢௪
௠௡,௧ ൑ M௕௜௚α௠௡,௧, ∀𝑡 ∈ Ω௧௜௠௘,∀𝑛,𝑚 ∈ Ω௕௨௦ 

(27) 

𝑃௡௘௧
௡,௧ ൌ  𝑃௅

௡,௧ െ 𝑃஽ீ
ௗ,௧ െ 𝑃௉௏

௣,௧ ൅ 𝑃௖௛,௘௩௔
௘,௧ െ 𝑃ௗ௜௦,௘௩௔

௘,௧ ൅ 𝑃௘௟௦௥
௛,௧ െ 𝑃ி஼

௛,௧,
∀𝑡 ∈ Ω௧௜௠௘,∀𝑛 ∈ Ω௕௨௦ ,∀𝑑 ∈ Ωௗ௚,∀𝑝 ∈ Ω௉௏,∀𝑒 ∈ Ω௘௩௔,∀ℎ
∈ Ω௛௚௡ 

(28) 

𝑄௡௘௧
௡,௧ ൌ  𝑄௅

௡,௧ െ 𝑄஽ீ
ௗ,௧ െ 𝑄௉௏

௣,௧ െ 𝑄஼஻
௖,௧  ,

∀𝑡 ∈ Ω௧௜௠௘,∀𝑛 ∈ Ω௕௨௦ ,∀𝑑 ∈ Ωௗ௚,∀𝑝 ∈ Ω௉௏,∀𝑐 ∈ Ω௖௕  (29) 

൫𝑉௕
௡,௠௜௡൯ ൑ 𝑉௕

௡,௧ ൑ ሺ𝑉௕
௡,௠௔௫ሻ,∀𝑡 ∈ Ω௧௜௠௘ ,∀𝑛 ∈ Ω௕௨௦ 

(30) 

൫𝑃௙௟௢௪
௠௡,௧൯

ଶ
 ൅ ൫𝑄௙௟௢௪

௠௡,௧൯
ଶ
൑ ൫𝑆௙௟௢௪

௠௡,ெ௔௫൯
ଶ

,∀𝑡 ∈ Ω௧௜௠௘ ,∀𝑛,𝑚 ∈ Ω௕௨௦  (31) 
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2.2.8. Radiality of Network 

The  network must maintain  a  radial  configuration  during  optimization, which means  the 

network does not have any loops. This can be achieved by spanning tree conditions [37,38]. Eq. (32) 

ensures that the number of closed switches equals the number of buses minus one. Eq. (33) specifies 

that a line is included in the spanning tree if bus 𝑚  serves as the parent of bus  𝑛, or if bus  𝑛  serves 
as the parent of bus 𝑚.    Eq (34) ensures that each bus, apart from the slack bus, is assigned exactly 

one parent. Eq. (35) signifies that the slack bus does not have any parents. 

෍ 𝛼௠௡ ൌ |𝛺௕௨௦| െ 1
௠௡∈ఆ್ೝೌ೙೎೓

, 𝛼௠௡ ∈ ሼ0,1ሽ 
(32) 

𝜑௠,௡ ൅ 𝜑௡,௠ ൌ 𝛼௠௡, ∀𝑛,𝑚 ∈ Ω௕௨௦,∀𝑚𝑛 ∈ Ω௕௥௔௡௖௛  (33) 

෍ 𝜑௠,௡ ൌ 1, ∀𝑛,𝑚 ∈ Ω௕௨௦
௠∈ேሺ௡ሻ

 
(34) 

𝜑ଵ,௡ ൌ 0, ∀𝑛 ∈ Ω௕௨௦  (35) 

3. Unscented Transformation 

Generally, three main measures are used to evaluate the impact of uncertainties on the models: 

1) Monte Carlo simulation [12], 2) analytic approaches and 3) approximation methods [39,40]. The 

primary drawback of the first method is the substantial number of trials required for convergence. 

The  second  approach, while  fast  and  accurate, depends on precise mathematical  assumptions  to 

simplify problems. To address the limitations of both, the third approach that is more advantageous 

has been  therefore  introduced. The most well‐known approximation approach  is  the UT method, 

which  has  proven  to  be  an  effective  tool  for  estimating  uncertainties  in  nonlinear  correlated 

transformations  [39,40]. The UT method  offers  several  benefits,  including  ease  of  programming, 

simplicity, strong capacity  for capturing uncertainties,  low computational demands, and effective 

simulation of uncertainties  in  correlated  scenarios  [39,40]. To  illustrate  this  approach,  consider  a 

general probabilistic problem expressed as  𝑌 ൌ 𝑓𝑖𝑡ሺ𝑋ሻ, where  𝑌  denotes  the output,  𝑓𝑖𝑡  provides 
the value of the objective function, and  𝑋  represents the uncertain input parameters. Let Ω௨௣  be the 
set of these uncertain parameters,  𝑋  be a vector of length  หΩ௨௣ห, characterized by a mean value (μ୶) 
and a covariance matrix  𝐶௫௫. In this matrix, the diagonal components represent the variance of the 

uncertain parameters, while the off‐diagonal components indicate the covariances between them. The 

UT  method  simulates  uncertainties  for  หΩ௨௣ห   parameters  with  only  2หΩ௨௣ห ൅ 1   evaluations, 
significantly reducing computational complexity. This method consists of the following steps: 

1) Based on the input uncertain parameters,  2หΩ௨௣ห ൅ 1  sample points are generated using the 

following expression: 

𝑆௣௟ ൌ  μ୶ ൅ ቌඨ
หΩ௨௣ห

1െ𝑊଴
𝐶௫௫ቍ

௟

 ,             𝑙 ൌ 1,2, … , หΩ௨௣ห  (36) 

𝑆௣
௟ାหஐೠ೛ห ൌ  μ୶ െ ቌඨ

หΩ௨௣ห
1െ𝑊଴

𝐶௫௫ቍ

௟

 ,   𝑙 ൌ 1,2, … , หΩ௨௣ห  (37) 

𝑆௣
ଶหஐೠ೛หାଵ ൌ μ௫  (38) 

In the preceding expressions, the term  ሺ𝐵ሻ௟  represents the l‐th row or column of matrix B. 
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2) For every generated sample point, the corresponding weighting factor is determined using 

the following equations: 

𝑊௟ ൌ
1 െ𝑊଴

2หΩ௨௣ห
,                        𝑙 ൌ 1,2, … , หΩ௨௣ห        (39) 

𝑊௟ାหஐೠ೛ห ൌ
1 െ𝑊଴

2หΩ௨௣ห
,             𝑙 ൌ 1,2, … , หΩ௨௣ห        (40) 

𝑊ଶหஐೠ೛หାଵ ൌ 𝑊଴        (41) 

3)  Solve  the proposed problem  for  the  2หΩ௨௣ห ൅ 1  samples generated  above  to  compute  the 

fitness function for each sample point, as follows. 

𝑌௟ ൌ 𝑓𝑖𝑡൫𝑆௣௟ ൯   ,                     𝑙 ൌ 1,2, … ,2หΩ௨௣ห ൅ 1     (42) 

4) Determine the mean  𝜇௬  and the covariance  𝐶௬௬  of the output variable  𝑌  using the following 

formulas: 

𝜇௬ ൌ ෍ 𝑊௟𝑌௟
ଶหஐೠ೛หାଵ

௟ୀଵ

  (43) 

𝐶௬௬ ൌ ෍ 𝑊௟൫𝑌௟ െ 𝜇௬൯

ଶหஐೠ೛หାଵ

௟ୀଵ

൫𝑌௟ െ 𝜇௬൯
்
  (44) 

4. Simulation Results 

4.1. System Description 

The  performance  of  the  suggested  volt‐var  control  is  analyzed  on  a  reconfigurable  33‐bus 

microgrid  [41],  as  illustrated  in  Error!  Reference  source  not  found..  This  microgrid  has  been 

equipped with various devices as follows. To begin with, an OLTC is immediately installed after the 

upstream  network with  ten  tap positions,  e.g.,  five  step‐up  and  five  step‐down  bands.  Four PV 

resources are allocated at buses 15, 22, 24 and 33 by 500kVA inverters, respectively; their forecasted 

active powers are shown in Error! Reference source not found.. Three switchable capacitor banks, 

which possess 3 steps of 500kVAr, are dedicated at buses 5, 10 and 30, respectively. Diesel generators, 

another generation source, are placed at buses 7 and 13 with a capacity of 200kW, respectively. There 

are also two EVAs with their specifications in Table 1 and trip paths in Error! Reference source not 

found. and Table 2. The forecasted values of active and reactive demands are demonstrated in Error! 

Reference source not found. and Error! Reference source not found., respectively. Two hydrogen 

systems, each equipped with an electrolyzer, hydrogen storage, and fuel cell, are located at buses 21 

and 32. The electrolyzers and fuel cells both have a capacity of 200 kW. Additionally, each hydrogen 

storage unit has a maximum capacity of holding 200 kg of hydrogen. The forecasted market price is 

illustrated in Error! Reference source not found..   

The framework is evaluated under the following cases: 

 Case 1: RESs (yes), DGs (yes), SCBs (yes), OLTC (yes), EVA (no), reconfiguration (no), electrolyzer 

(no), hydrogen storage (no), fuel cell (no). 

 Case  2:  RESs  (yes),  DGs  (yes),  SCBs  (yes),  OLTC  (yes),  EVA  (yes),  reconfiguration  (no), 

electrolyzer (no), hydrogen storage (no), fuel cell (no). 

 Case  3:  RESs  (yes),  DGs  (yes),  SCBs  (yes),  OLTC  (yes),  EVA  (yes),  reconfiguration  (yes), 

electrolyzer (no), hydrogen storage (no), fuel cell (no). 

 Case  4:  RESs  (yes),  DGs  (yes),  SCBs  (yes),  OLTC  (yes),  EVA  (yes),  reconfiguration  (yes), 

electrolyzer (yes), hydrogen storage (yes), fuel cell (yes). 
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Figure 1. Schematic of 33‐bus microgrid. 

 

Figure 2. Forecasted values of PV resources. 

Table 1. EVAs’ specification. 

EVA   
Capacity (kWh)    Charge/Discharge(kW) 

min  max    min  max 

1  50  2000    200  200 

2  50  2000    200  200 

Table 2. EVAs’ trip specification. 

EVA   

Trip 1    Trip 2 

Departure    Arrival    Departure    Arrival 

Time  bus    Time  bus    Time  bus    Time  bus 

1  8  14    9  24    18  24    19  14 

2  8  3    9  27    18  27    19  3 
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Figure 3. Forecasted active power of microgrid. 

 

Figure 4. Forecasted reactive power of microgrid. 

 

Figure 5. Forecasted electricity market price. 

4.2. Numerical Results and Discussion   

In this section, the framework is implemented on Cases 1‐4 to have a comprehensive comparison 

among  cases  and  recognize  what  effect  EVAs,  hydrogen‐to‐power  concept  and  feeder 

reconfiguration could have on the volt‐var control. 

The average voltage profile of the microgrid is illustrated in Error! Reference source not found. 

for  all  case  studies.  This  figure  demonstrates  that  the  proposed  volt‐var  control  ensures  a  safe 

Preprints.org (www.preprints.org)  |  NOT PEER-REVIEWED  |  Posted: 7 November 2024 doi:10.20944/preprints202411.0460.v1

https://doi.org/10.20944/preprints202411.0460.v1


  11 

 

operational scheme by maintaining the voltage at the buses within acceptable ranges across all cases. 

Notably, the voltage profile in Case 3 is flatter than in Cases 1 and 2, which can be attributed to feeder 

reconfiguration that enhances power sharing among  the branches of the microgrid. In Case 4, the 

hydrogen‐to‐power‐to‐hydrogen conversions significantly impact the microgridʹs voltage levels, as 

their  functions affect  the OLTC  tap positions. This adjustment aims  to keep  the network voltage 

within acceptable ranges, resulting in higher voltage levels across the network. It can be deduced that 

feeder reconfiguration in the presence of coordinating other equipment can participate in attaining a 

flatter voltage profile. 

 

Figure 6. Average voltage of microgrid for different cases. 

The operation actions of OLTC are depicted  in Error! Reference source not  found.. The  tap 

position  of OLTC  in  Case  1  is  higher  than Cases  2  and  3  because  of  keeping  voltage  between 

permissible  ranges.  However,  in  Case  2,  when  EVAs  are  also  coordinated  along  with  other 

features/equipment, the tap operation of OLTC is decreased in some intervals, e.g., interval [10 15]. 

The  reason  is  that  the  EVAs  are  charged  and  discharged  in  the  off‐peak  and  peak  intervals, 

respectively, and could compensate for over‐/under‐voltages; therefore, the OLTC is operated at a 

lower level. Interestingly, in Case 3, when feeder reconfiguration is also incorporated in the volt‐var 

model, the tap positions decreased more significantly than Cases 1 and 2. Because of changing the 

microgrid  structure,  the  penetration  of  RESs  and  EVA  aggregations  increased  significantly. 

Consequently, if volt‐var is integrated with EVAs and feeder reconfiguration, the OLTC is operated 

in the lowest positions. The lower tap positions give operators a hand in decreasing the over‐voltage 

issue which occurres during  the reverse power  flow of PVs.  In Case 4, however,  the  tap position 

changes more frequently compared to Case 3. This is due to the frequent occurrences of hydrogen‐

to‐power‐to‐hydrogen conversions, which require the OLTC tap position to be accordingly adjusted 

to maintain the voltage within acceptable ranges. 
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Figure 7. OLTC operation for different cases. 

 

The obtained  charge and discharge of EVA  throughout  the  time  frame  is depicted  in Error! 

Reference source not found.. It can be seen that the EVAs are approximately charged from 1 to 7 

hours; this corresponds to the off‐peak intervals when the electricity price is lower. At the middle 

interval, from 9 to 15, with a higher market price, the EVAs are discharged to reduce the operational 

cost. In addition, there are also two hours, comprising 8 and 18, during which EVAs consume energy 

to  transfer  the  passengers,  and  thereby,  they  do  not  engage  with  the  microgrid.  Such  a 

charging/discharging pattern not only satisfies the technical aspects of the microgrid but also could 

enable the operator to achieve more cost savings. 

The reactive power provided by SPIs for Cases 1‐4 is illustrated in Error! Reference source not 

found..  From  this  figure,  it  is  clear  that  the  reactive  power management  in  Case  1  fluctuates 

significantly from hour 1 to hour 24 to address over‐voltage and under‐voltage conditions. In Case 2, 

the reactive power by SPIs experienced a slight change compared to Case 1 because EVAs are charged 

during hours 1‐7, increasing demand and reducing the need for reactive power to address the over‐

voltage problem. Turning to Case 3, This behavior is attributed to changes because of changing the 

microgridʹs topology, which alters power flows among the branches and enables better sharing of 

reactive power. Case 4 demonstrates a pattern similar to Case 3, following roughly the same approach 

to reactive power management.   

The committed scheduling of DGs  is shown  in Error! Reference source not found..  It  is also 

noteworthy  that  the  output  of  the  DGs  remains  relatively  stable,  with  ramp‐rate  limitations 

consistently respected throughout the period. The figure clearly indicates that DGs predominantly 

commit to power generation during hours when market prices are higher, while their generation is 

constrained during intervals with lower market prices. 
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Figure 8. Scheduling of EVAs. 

 

Figure 9. Reactive power scheduling of PV inverters. 

0 5 10 15 20 25

-400

-200

0

200

400

Case2

EVA1 (Charge)
EVA2 (Charge)
EVA1 (Discharge)

EVA2 (Discharge)
EVA1 (Trip)
EVA2 (Trip)

0 5 10 15 20 25

-400

-200

0

200

400

Case3

0 5 10 15 20 25

Time Slot

-400

-200

0

200

400

Case4

0 5 10 15 20 25
-2000

-1000

0

1000

2000
Case1

PV1 PV2 PV3 PV4

0 5 10 15 20 25
-2000

-1000

0

1000

2000
Case2

0 5 10 15 20 25
-1000

0

1000

2000
Case3

0 5 10 15 20 25

Time Slot

-1000

0

1000

2000
Case4

Preprints.org (www.preprints.org)  |  NOT PEER-REVIEWED  |  Posted: 7 November 2024 doi:10.20944/preprints202411.0460.v1

https://doi.org/10.20944/preprints202411.0460.v1


  14 

 

 

Figure 10. Scheduling of DGs. 

Error! Reference source not found. illustrates the operation of two electrolyzers and two fuel 

cells within the microgrid, emphasizing the P2H and H2P conversions. The electrolyzers generally 

consume power during hours 1 to 6, specifically taking advantage of lower market prices to charge 

the hydrogen storage. This stored hydrogen can subsequently be converted back into electricity by 

the fuel cells, which generate power between hours 10 and 14, when market prices are higher. This 

sequential  operation  demonstrates  that  by  shifting  power  across  different  intervals,  economic 

benefits are attained. 

 

Figure 11. Scheduling of electrolyzer (P2H) and fuel cell (H2P). 
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Error! Reference source not found. and Error! Reference source not found. illustrate the status 

of switches for the microgrid configuration in Cases 3 and 4, respectively. A noteworthy aspect is that 

the microgrid configuration changes over time due to the availability and unavailability of various 

equipment  within  the  timeframe.  In  other  words,  adjustments  in  the  penetration  of  different 

resources,  such  as  EVAs,  electrolyzers,  and  fuel  cells,  lead  to  these  changes.  Additionally,  the 

configurations in both cases differ because of the incorporation of various resources. This highlights 

the need to optimize the microgrid topology in the presence of diverse resources to achieve better 

power sharing and ensure the reliability of technical operations. 

 

Figure 12. The network configuration in Case 3. 
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Figure 1. The network configuration in Case 4. 

5. Conclusions 

This paper introduced a novel volt‐var control strategy for reconfigurable microgrids aimed at 

addressing  under‐voltage  and  over‐voltage  issues.  To  achieve  this,  the  integration  of  EVAs, 

electrolyzers,  and  fuel  cells,  along  with  other  volt‐var  devices,  has  been  carried  out  in  the 

reconfigurable microgrids. 

The  results  yield  several  key  conclusions.  Initially,  the  operational  frequency  of  OLTCs 

decreased when considering the simultaneous integration of EVAs and feeder reconfigurations. This 

indicates that the OLTC operated at a lower level, resulting in a more stable voltage profile across the 

microgrids. Notably, through optimal coordination of EVAs, both over‐voltage and under‐voltage 

occurrences  significantly  decreased  during  off‐peak  and  peak  intervals.  This  improvement  is 

attributed  to  charging  EVAs  during  off‐peak  hours  and discharging  them  during  peak  periods. 

Furthermore, the combination of feeder reconfiguration and EVA coordination enhanced the model 

flexibility, leading to a flatter voltage profile. The integration of hydrogen conversion technologies 

contributed  to  a  significant  improvement  in  voltage  levels  while  increasing  the  operational 

engagement of the OLTC to maintain voltage within acceptable limits.   

Looking  ahead, we  aim  to  explore  the  integration  of  direct  load  control  demand  response 

mechanisms to further enhance the systemʹs efficiency and responsiveness. 
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Nomenclature 

Sets, Indexes 

𝛀𝒑𝒂𝒓  Set of parent buses 

𝛀𝒄𝒉𝒊𝒍  Set of child buses 

𝛀𝒃𝒖𝒔  Set of buses 

𝛀𝒃𝒓𝒂𝒏𝒄𝒉  Set of branches 

𝛀𝒅𝒈  Set of DGs 

𝛀𝑷𝑽  Set of SPVIs 

𝛀𝒆𝒗𝒂  Set of EVAs 

𝛀𝒕𝒊𝒎𝒆  Set of time horizon 

𝛀𝒖𝒑  Set of uncertain parameters 

𝛀𝒉𝒈𝒏  Set of hydrogen system 

𝛀𝒄𝒃  Set of capacitor banks 

𝛀𝒐𝒍𝒕𝒄  Set of OLTC 

|𝛀𝒃𝒖𝒔|  The cardinality of the set 𝛀𝒃𝒖𝒔 

𝑵ሺ𝒏ሻ  The set of buses connected to bus  𝒏   

𝒏,𝒎,𝒌  Index of buses 

𝒅  Index of DGs 

𝒆  Index of EVA   

𝒑  Index of SPVIs 

𝒄  Index of SCBs 

𝒕  Index of time 

𝒐  Index of OLTCs 

𝒍  Indices of sample points 

𝒉  Index of hydrogen system 

Parameters 

𝝀𝑺𝑺
𝒕   Wholesale market price (upstream network) 

𝝀𝒐𝒍𝒕𝒄
𝒐   OLTC tap adjustment cost 

𝝀𝑪𝑩
𝒄   Switching cost of capacitor banks 

𝝀𝑫𝑮
𝒅   Operational cost per MWh of DG 𝒅 

𝑬𝒆𝒗𝒂
𝒆,𝒎𝒊𝒏  Minimum energy for 𝑬𝑽𝑨 𝒆 

𝑬𝒆𝒗𝒂
𝒆,𝒎𝒂𝒙  Maximum energy for 𝑬𝑽𝑨 𝒆 

𝑬𝒆𝒗𝒂
𝒆,𝒊𝒏𝒊𝒕𝒊𝒂𝒍  Initial energy for 𝑬𝑽𝑨 𝒆 

𝑬𝒆𝒗𝒂
𝒆,𝒇𝒊𝒏𝒂𝒍

  Ultimate energy for 𝑬𝑽𝑨  𝒆 

𝑷𝑳
𝒏,𝒕  Amount of active power demand at 𝒏‐th bus 

𝑷𝑫𝑮
𝒅,𝒎𝒊𝒏  Minimum output of DG 𝒅 

𝑷𝑫𝑮
𝒅,𝒎𝒂𝒙  Maximum output of DG 𝒅 

𝑷𝒄𝒉,𝒆𝒗𝒂
𝒆,𝒎𝒊𝒏   Minimum charging of EVA  𝒆   

𝑷𝒄𝒉,𝒆𝒗𝒂
𝒆,𝒎𝒂𝒙   Maximum charging of EVA  𝒆 

𝑷𝒅𝒊𝒔,𝒆𝒗𝒂
𝒆,𝒎𝒊𝒏   Minimum discharging of EVA  𝒆 
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𝑷𝒅𝒊𝒔,𝒆𝒗𝒂
𝒆,𝒎𝒂𝒙   Maximum discharging of EVA  𝒆 

𝑷𝑭𝑪
𝒉,𝒎𝒊𝒏  Minimum generation limit of fuel cell 𝒉 

𝑷𝑭𝑪
𝒉,𝒎𝒂𝒙  Maximum generation limit of fuel cell 𝒉 

𝑷𝒆𝒍𝒔𝒓
𝒉,𝒎𝒊𝒏  Minimum consumption limit of electrolyzer 𝒉 

𝑷𝒆𝒍𝒔𝒓
𝒉,𝒎𝒂𝒙  Maximum consumption limit of electrolyzer  𝒉 

𝑸𝑳
𝒏,𝒕  Amount of reactive power demand at  𝒏‐th bus   

𝑸𝒓𝒂𝒕𝒆
𝒄   The quantity of reactive power by  𝒄‐th shunt capacitor bank at each step 

𝑹𝑫𝑮
𝒅,𝑼𝒑𝒑𝒆𝒓

  Ramp‐up rate of  𝒅‐th DG   

𝑹𝑳
𝒎𝒏,𝒕  Branch resistance to connect the bus 𝒎  to  𝒏 

𝑹𝑫𝑮
𝒅,𝑫𝒐𝒘𝒏  Ramp‐up rate of  𝒅‐th DG 

𝑺𝒇𝒍𝒐𝒘
𝒎𝒏,𝑴𝒂𝒙  Maximum capacity of branch 𝒎𝒏  to transmit the complex power 

𝑺𝑷𝑽
𝒑
  Inverter rating to connect PV to network 

𝑺𝒉𝒈𝒏
𝒉,𝐦𝐢𝐧  Minimum limit of state of hydrogen    storage 

𝑺𝒉𝒈𝒏
𝒉,𝐦𝐚𝐱  Maximum limit of state of hydrogen    storage 

𝑺𝒉𝒈𝒏
𝒉,𝒕𝒇𝒊𝒏𝒂𝒍  Final state of hydrogen    (𝐞. 𝐠, 𝒕𝒇𝒊𝒏𝒂𝒍 ൌ 𝟐𝟒ሻ 

𝑺𝒉𝒈𝒏
𝒉,𝒕𝒊𝒏𝒊𝒕𝒊𝒂𝒍  Initial state of hydrogen    (𝐞. 𝐠 𝒕𝒊𝒏𝒊𝒕𝒊𝒂𝒍 ൌ 𝟎ሻ 

𝑻𝒐𝒍𝒕𝒄
𝒐,𝒎𝒊𝒏  Lower bound of OLTC taps 

𝑻𝒐𝒍𝒕𝒄
𝒐,𝒎𝒂𝒙  Upper bound of OLTC taps 

𝑽𝒃
𝒏,𝒎𝒊𝒏  Minimum acceptable voltage at  𝒏‐th bus 

𝑽𝒃
𝒏,𝒎𝒂𝒙  Maximum acceptable voltage at  𝒏‐th bus 

𝑽𝐬𝟎   Voltage of substation  𝒔 

𝑾𝟎  Weight of the mean value  𝛍𝒙 

𝑾𝒌  Weight of the  𝒌‐th sample point 

𝑿𝑳
𝒎𝒏,𝒕  Branch reactance to connect the bus 𝒎  to  𝒏 

𝜼𝒄𝒉  Charging efficiency coefficient of EVA   

𝜼𝒅𝒊𝒔  Discharging efficiency coefficient of EVA 

𝜼𝒆𝒍𝒔𝒓  Electrolyzer efficiency coefficient     

𝜼𝑭𝑪  Fuel cell efficiency coefficient     

∆𝒕  Time interval 

𝚿𝒆𝒊𝒉  Energy density of hydrogen, considered as 39 kWh/kg 

𝝍𝑪𝑩
𝒄,𝑴𝒂𝒙  Maximum tap setting of the  𝒄‐th capacitor 

𝐌𝒃𝒊𝒈  A big number 

Variables 

𝑪𝒙𝒙  Covariance of input uncertain parameters 

𝑪𝒚𝒚    Covariance of the output variable 𝒀 

𝑬𝒆𝒗𝒂
𝒆,𝒕   Energy of  𝒆‐th EVA   

𝑯𝒆𝒍𝒔𝒓
𝒉,𝒕   The generated hydrogen by electrolyzer 𝒉 

𝑯𝑭𝑪
𝒉,𝒕  The consumed hydrogen by fuel cell 𝒉 

𝐎𝐅  Objective function 

𝑷𝒇𝒍𝒐𝒘
𝒎𝒏,𝒕   Amount of active power which branch 𝒎𝒏  carries 

𝑷𝑺𝑺
𝒕   Amount of power injected into the microgrid via the upstream network   
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𝑷𝑫𝑮
𝒅,𝒕   Amount of active power which  𝒅‐th DG generates 

𝑷𝒄𝒉,𝒆𝒗𝒂
𝒆,𝒕   Charging rate of  𝒆‐th EVA   

𝑷𝒅𝒊𝒔,𝒆𝒗𝒂
𝒆,𝒕   Discharging rate of  𝒆‐th EVA   

𝑷𝒏𝒆𝒕
𝒏,𝒕   Summation of active loads and generations at  𝒏‐th bus   

𝑷𝑷𝑽
𝒑,𝒕
  Amount of active power generated by  𝒑‐th PV resource 

𝑷𝒆𝒍𝒔𝒓
𝒉,𝒕   Consumed power by  𝒉‐th electrolyzer 

𝑷𝑭𝑪
𝒉,𝒕  Generated power by  𝒉‐th fuel cell 

𝑸𝒇𝒍𝒐𝒘
𝒎𝒏,𝒕      Amount of reactive power which branch 𝒎𝒏  carries 

𝑸𝑫𝑮
𝒅,𝒕   Amount of reactive power which  𝒅‐th DG generates 

𝑸𝑷𝑽
𝒑,𝒕
  Amount of reactive power generated by  𝒑‐th PV resource 

𝑸𝒏𝒆𝒕
𝒏,𝒕   Summation of reactive loads and generations at 𝒏‐th bus 

𝑸𝑪𝑩
𝒄,𝒕   Amount of reactive power which  𝒄‐th switchable capacitor bank provides 

𝑺𝒉𝒈𝒏
𝒉,𝒕   State of charge of hydrogen storage  𝒉 

𝝋𝒎,𝒏,𝝋𝒏,𝒎    Binary variables that indicate parent‐child relationship indices. 

𝛂𝒎𝒏,𝒕 
Status  of  branch 𝒎𝒏   at  time  𝒕   (Open  switches  are  represented  by  0, while  closed 

switches are represented by 1) 

𝑺𝒑𝒍   𝒍‐th sample observation of uncertain parameters 

𝒀𝒍  Value of the fitness function at the  𝒍‐th sample observation 

𝑻𝒂𝒑𝒐𝒍𝒕𝒄
𝒐,𝒕   Step of  𝒐‐th OLTC   

𝑽𝒃
𝒏,𝒕  Voltage of bus  𝒏 

𝝍𝑪𝑩
𝒄,𝒕   Integer variable taking the steps of  𝒄‐th switchable capacitor bank 

𝝁𝒙  Average value of input uncertain parameters 

𝝁𝒚  Average value of the output variable 𝒀 

Abbreviation 

P2H  Power to hydrogen 

H2P  Hydrogen to power 

DGs  Diesel generators 

EVA  Electric vehicle aggregation   

OLTC  On‐line tap changer transformer 

PV  Photovoltaic array 

RESs  Renewable energy sources 

SCBs  Switchable capacitor banks 

SPIs  Smart PV inverters 

Volt‐VAr  Voltage‐volt Ampere Reactive 

VVC  Volt‐VAr control 

UT  Unscented transformation 

PDF  Probability distribution function 
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