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Vorwort

Im Jahr 2022 war die Otto-von-Guericke-Universitdt Magdeburg Ausrichter des alljahr-
lichen Treffens des ,Dresdener Kreis®. Vom 15. bis zum 16. Méarz nahmen neben dem
LENA (Lehrstuhl fiir Elektrische Netze und Erneuerbare Energie) auch Mitarbeitende der
Universitaten Dresden, Hannover und Duisburg-Essen am Doktorandenseminar teil.

Das Treffen begann am Dienstag mit einem Mittagsbuffet vor dem Horsaal 1 der Universi-
tdt Magdeburg. Im Anschluss gab es dann acht interessante Vortrige mit zwei Rednern je
Universitat. Die Vortrage dienen dazu, die eigene Forschung vorzustellen und in anschlie-
fsenden Diskussionen Anregungen fiir das weitere Vorgehen zu erhalten. Denn Forschung
lebt vom Austausch und anderen Sichtweisen. Der Tag endete bei einem gemeinsamen
Abendessen im Restaurant M2 in der Magdeburger Innenstadt.

Eine Exkursion, wie es traditionell der Fall ist, konnte nicht unternommen werden, da
es noch immer Restriktionen aufgrund von COVID-19 gab. Dennoch hat sich das LENA
etwas einfallen lassen. So ging es, wie auch schon im Jahr 2018 in Magdeburg, wieder in
eine Leitwarte. Doch diesmal nicht die historische im Umspannwerk Wolmirstedt, sondern
die Leitwarte des Lehrstuhls. Dort gab es dann die ,LENA-Challenge®, in der Dreierteams
gegeneinander das Stromnetz in der Leitwarte moglichst lange optimal fithren sollten. Der
abwechslungsreiche Wettkampf brachte die in Tabelle [I] aufgelisteten Ergebnisse hervor.
Nach einem gemeinsamen Mittagessen in der Mensa wurden alle Teilnehmenden verab-
schiedet und alle freuen sich auf den kommenden Dresdener Kreis, der von der Universitét

Hannover organisiert wird.

Tabelle 1: Punktestdnde der LENA-Challenge
Teamname Punkte

Pi=3 24837

404 Name not Found 24427
Die Netzretter 24321
BeESt 22189

State BeEStrider 21748
Schwarze Pumpe 17434

Wir danken unserem Sponsor Michael Kranhold von der 50Hertz Transmission GmbH fiir

die Unterstiitzung der Veranstaltung.

i



1 Agenda

Datum Zeit Tagesordnungspunkt Ort

15.03.  12:00 Uhr Mittagsimbiss Gebéaude 26, Foyer
13:00 Uhr Vortrége Gebaude 26, Horsaal 1
18:00 Uhr Einchecken im Hotel Ibis Styles Magdeburg
19:30 Uhr Gemeinsames Abendessen Restaurant M2

16.03.  10:00 Uhr LENA-Challenge G09 Raum 103 / Raum 211
12:00 Uhr Gemeinsames Mittagessen Mensa der Universitét

2 Gruppenfoto

Abbildung 2.1: Gruppenfoto

il



3 Teilnehmerliste

Name

Universitat ‘ Name

Universitdt/ Unternehmen

Hofmann, Lutz
Becker, Iwo

Reus, Lucas
Wingenfelder, Manuel
Schiitte, Nico
Wieckhorst, Lukas
Frank, Daniela
Majumdar, Neelopat
Herrmann, Michael
Wolter, Martin
Klabunde, Christian
Gebhardt, Marc
Fontoura, Leonardo
Helm, Sebastian
Hauer, Ines

Fritsch, Martin
Kashtanov, Artem
Woldu, Tahaguas

Hannover
Hannover
Hannover
Hannover
Hannover
Hannover
Hannover
Hannover
Hannover
Magdeburg
Magdeburg
Magdeburg
Magdeburg
Magdeburg
Magdeburg
Magdeburg
Magdeburg
Magdeburg

Schegner, Peter
Liebermann, Carlo
Potyka, Marta
Jaschke, Christian
Herrmann, Ricardo
Nilges, Matthias
Bauer, Hartmut
Quispe, Juan-Carlos
Vennegeerts, Hendrik
Maherani, Mahshid
Wostefeld, Marc
Graeve, Carsten
Sheawarega, Fekadu
Nitsch, Dorothee
Shamim, Yasir
Sager, Bader
Kranhold, Michael

Dresden
Dresden
Dresden
Dresden
Dresden
Dresden
Dresden
Dresden
Duisburg-Essen
Duisburg-Essen
Duisburg-Essen
Duisburg-Essen
Duisburg-Essen
Duisburg-Essen
Duisburg-Essen
Duisburg-Essen
50Hertz Transmission

v



Auswirkungen ungiinstig verdrillter Leitungen —
Optimierung der Verdrillung wahrend der
Planung

Carlo Liebermann
Technische Universitéat Dresden
carlo.liebermann@tu-dresden.de

Kurzfassung—Die korrekte Verdrillung von Freileitungen ist
flr den optimalen Betrieb von entscheidender Bedeutung. Oftmals
wird die Leiterfolge in einem spaten Planungsschritt festgelegt. Da
in diesem Planungsschritt die Masttypen und deren Standorte
feststehen, besteht die Gefahr die Verdrillung nicht optimal aus-
zulegen. Unginstig verdrillte Leitungen fihren unter anderem zu
unsymmetrischen Strémen und Spannungen an Netzverknip-
fungspunkten und kdnnen eine erhéhte Feldbelastung im unmit-
telbaren Bereich der Leitung zur Folge haben. Die korrekte Aus-
legung der Verdrillung sollte deshalb parallel zur Festlegung der
Maststandorte erfolgen und in einem frithen Planungsschritt be-
rucksichtigt werden. Auswirkungen ungiinstig verdrillter Leitun-
gen werden hinsichtlich der elektrischen Unsymmetrie vorgestelit.
Zudem wird ein Modellierungsansatz erlautert, welcher die Fest-
legung der Verdrillung wéhrend der Planungsphase beinhaltet.
Dabei werden die Vorteile gegentiber konventionellen Planungs-
verfahren aufgezeigt.

Index Terms—Freileitung, Verdrillung, Unsymmetrie, elektri-
sches Feld, magnetisches Feld, Trassenplanung, BIM, Korfin

. EINLEITUNG

UR Ubertragung elektrischer Energie werden Drehstrom-

Freileitungen erstmalig im Jahr 1891 eingesetzt. Damit
zahlt das Betriebsmittel Freileitung zu einem der éltesten Be-
triebsmittel in der Energieversorgung. Freileitungen haben sich
durch den langjahrigen Einsatz bewahrt.
Mit dem Ziel die Emission der Treibhausgase zu senken, wird
zukiinftig vermehrt auf erneuerbare (CO, — arme) Energieer-
zeugung gesetzt. Im Zuge dessen wéchst die regenerative ver-
braucherferne Erzeugerleistung stetig an. Dies hat zur Folge,
dass das bestehende Energieversorgungsnetz nach und nach an
seine Belastungsgrenzen stoft. Um die Versorgungszuverlas-
sigkeit gewahrleisten zu kdnnen, muss das bestehende Netz an
den erhdhten Energietransport angepasst werden. Mit dem da-
mit verbundenen Netzausbau werden neue Trassen geplant so-
wie bestehende Trassen verstarkt. Es ergeben sich mitunter
komplexe Leitungsstrukturen, welche aufwendig geplant und in
den kommenden Jahren errichtet werden missen. Der damit
verbundene Planungsaufwand lasst sich anhand des in [1] ge-
schriebenen Bedarfs von 500 km AC-Neubau sowie 3700 km
AC-Netzverstarkung bis zum Jahr 2035 begriinden.
Konventionelle Planungsansdtze beinhalten nach dem Stand
der Technik die vereinfachte Berechnung von elektrischen
Parametern flir den symmetrischen Betrieb von Leitungen. De-
taillierte Berechnungen bei einem unsymmetrischen Betrieb
werden, wéhrend der Planungsphase, momentan nicht durchge-
fuhrt.

Peter Schegner
Technische Universitat Dresden
peter.schegner@tu-dresden.de

Mit einem neuen Planungsansatz, welcher auf die Methode des
,Building Information Modelling“ (BIM) als vernetztes Ge-
samtmodell zurlickgreift, werden zukiinftig derartige Berech-
nungen mdglich. Wesentlicher Vorteil des Modellierungsansat-
zes ist es, dass auch Einflussparameter, wie parallele Leitungen
und Rohre, wie z.B. Pipelines, die Bodenbeschaffenheit, der
Baugrund und Gewasser bei der Modellbildung berticksichtigt
werden. Damit besteht die Mdoglichkeit eventuell auftretende
Probleme im spateren Betrieb friihzeitig zu erkennen und ent-
sprechende GegenmaflRnahmen schon vor dem Bau und der In-
betriebnahme der Leitung zu ergreifen.

Il. UNSYMMETRIE ELEKTRISCHER BETRIEBSMITTEL

A. Entstehung elektrischer Unsymmetrie

Bei der Entstehung elektrischer Unsymmetrie wird in verbrau-
cherseitig und netzseitig verursachte Unsymmetrie unterschie-
den. Verbraucherseitig verursachte Unsymmetrie umfasst die
Wirkung von unsymmetrisch angeschlossenen Lasten an einen
Netzverknupfungspunkt. Damit eine maximal zuldssige Un-
symmetrie nicht Uberschritten wird, ist der Anschluss dieser
Lasten in technischen Anschlussbedingungen, wie beispiels-
weise [2] und [3] geregelt.

Fir die Einhaltung der Spannungsqualitat und der damit netz-
seitig verursachten Unsymmetrie sind die Netzbetreiber zustan-
dig. Die netzseitig verursachte Unsymmetrie wird durch nicht
symmetrische Betriebsmittel, wie nicht oder ungunstig ver-
drillte Leitungen, verursacht. Dabei ist der maximal zuldssige
Wert der Unsymmetrie beispielsweise in [4] und [5] fur unter-
schiedliche Spannungsebenen festgelegt, wobei Grenzwerte
und Spannungsebenen nicht einheitlich definiert sind.

B. Definitionen der elektrischen Unsymmetrie

Im Gberwiegenden Teil der Regelwerke [2], [4] und [5] wird der
Quotient aus Gegensystem-Spannung, bezogen auf das Mitsys-
tem zur der Bewertung der Unsymmetrie herangezogen. In [3]
wird Symmetrie als der Zustand definiert, in dem die Winkel
zwischen den Quellspannungen gleicher Amplitude 120 ° be-
tragen. Dies lasst auch die Beurteilung mit anderen Bewer-
tungskriterien zu.
1) Bewertung im natirlichen System

Die Bewertung der Unsymmetrie im nattrlichen System erfolgt
z.B. nach dem PVUR (Phase Voltage Unbalance Ratio) und
dem LVUR (Line Voltage Unbalance Ratio) [6]. Dabei wird die
maximale Abweichung der Amplituden von Leiter-Erde-Span-
nung bzw. der verketteten Spannung auf den jeweiligen Mittel-
wert bezogen und prozentual angegeben.
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Die Bewertungsparameter lassen sich auch auf Strdme Ubertra-
gen (PCUR bzw. LCUR), haben aber den Nachteil, dass Sys-
temzustande auch als ideal symmetrisch bewertet werden, wenn
der Winkel zwischen den Spannungen nicht 120 ° betréagt. So
kann der Parameter LCUR eine ideale Symmetrie bei einer ein-
phasigen Einspeisung anzeigen (\Vgl. Bild 1).

Im
QLIB-E
1, ;|- Laststrom
- U
lLl Y1 Re
Strom-
einspeisung 1,, -|Laststrom
LlLZfE

Bild 1: Unsymmetrisches Drehstromsystem, LCU R-Parameter

2) Bewertung in symmetrischen Komponenten
Die Bewertung der Unsymmetrie in symmetrischen Kompo-
nenten beruht auf der Idee, dass die Nebensysteme (Gegen- und
Nullsystem) nur im unsymmetrischen Fall auftreten. Da die
Mitkomponente den symmetrischen Fall beschreibt, wird bei
der Bewertung mit symmetrischen Komponenten der jeweilige
Anteil von Gegen- bzw. Nullkomponenten auf die Mitkompo-
nente bezogen, wobei die Bewertung fiir Stréme und Spannun-
gen maglich ist. Es ist dabei sinnvoll, Leiter-Erde-Spannungen
und Leiterstrdme in die Berechnung einzubeziehen. Fir die Be-
wertung der Spannungen werden folgende Parameter (CVUF -
Complex Voltage Unbalance Factor) definiert:
- Komplexe Gegensystem-Spannungsunsymmetrie CVUF,:

CVUF, Uy g+U,g-a® +Uizg-a

100% ~ Uyyop + Uppp-at Usp - a2 @)

- Komplexe Nullsystem-Spannungsunsymmetrie CVUF,:

CVUF, _ Uy g+ U g+ Uz g
100% Upig+ U, g-a+Us_g-a? *)

Die Transformation der Leiterstréme in das Modalsystem der
symmetrischen Komponenten erfolgt in gleicher Weise. Die
Parameter werden in diesem Fall mit CCUF (Complex Current
Unbalance Factor) bezeichnet.

Damit lassen sich die in [4] und [5] geschriebenen Maximal-
werte anhand konkreter Leitungsbeispiele untersuchen. In den
Regelwerken wird jedoch allein der Betrag der auf das Mitsys-
tem bezogenen Gegensystem-Komponente am Verknipfungs-
punkt bewertet, weshalb eine Betragsbildung von (6) erfolgen
muss. Es ergibt sich der VUF, (Voltage Unbalance Factor).

|CVUF,| = VUF, ©)

3) Bestimmung des Symmetrieverlaufs

Durch (6) kann mit entsprechenden Leitungsmodellen der Ver-
lauf der Unsymmetrie an verschiedenen Punkten der Leitung
untersucht werden. Die Auflésung hangt dann von der Anzahl
der Berechnungsabschnitte ab. Die kleinstmdgliche Einteilung
bildet das Spannfeld, welches zu Abspannabschnitten, Verdril-
lungsabschnitten (VAS) oder zu einer gesamten Leitung zusam-
mengefasst werden kann (\Vgl. Bild 2).

Gesamte Leitung
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%{4

Verdrillungsabschnitt 3
(VAS 3)

% Abspannanschnitt
|

Abspannanschnitt
|
|

THAH

HHHH
HHHH

Spannfeld
Spannfeld
Spannfeld

Verdrillungsabschnitt 1
(VAS 1)

Spannfeld

=

[
[

Bild 2: Méoglich Modellierungsabschnitte bei Freileitungen

Die in (3) und (4) geschriebenen komplexen Unsymmetriefak-
toren kénnen dann nach jedem Abschnitt bestimmt werden.
Ausgangspunkt sind dabei symmetrische Strome und Spannun-
gen am Leitungsanfang. In Abhéngigkeit der Distanz vom Lei-
tungsanfang nimmt in jedem Abschnitt die Unsymmetrie zu.
Bei idealer Verdrillung wird die Gegensystem-Spannungsun-
symmetrie von einem zum angrenzenden Verdrillungsabschnitt
berechnete Unsymmetriezunahme um 120 ° gedreht. Nach ei-
nem vollstdndigen Verdrillungsumlauf wird durch die geomet-
rische Addition des komplexen Unsymmetriefaktors ersicht-
lich, dass diese sich am Leitungsende vollstandig kompensiert
(Vgl. Bild 3). Voraussetzung hierfur ist die Auswahl der vor-
zugsweisen Verdrillung in Abhangigkeit der Phasenbelegung
am Leitungsanfang.

CVUFZ VAS 3 CVUFZ VAS 2

Bild 3: Gegensystem-Spannungsunsymmetrie (vereinfacht) bei
idealer Verdrillung

I11. VERDRILLUNG VON FREILEITUNGEN

Der Tausch der AufRenleiterpositionen bei Drehstrom-Freilei-
tungen erfolgt konventionell nach einer vollstdndigen (8), einer
gegenlaufigen (y) oder einer gleichlaufigen (&) Verdrillungsva-
riante (Vgl. Bild 4).

Bei der -Verdrillung handelt es sich um eine vollstandige Ver-
drillung. Die AuBenleiter eines Drehstromsystems (DSS) &n-
dern entsprechende des Leiterfolgeplans nach einem Drittel der
Leitungslange die Position. Die Aufhdngepunkte des zweiten
DSS durchlaufen auf einem Drittel der Leitungslange einen
kompletten Verdrillungsumlauf. Vorteil der S-Verdrillung ist,
dass sie Gegen- und Nullsysteme beider DSS entkoppelt. Die
Verdrillung ist universell einsetzbar, hat aber den Nachteil, dass
auf Grund der Komplexitat acht Verdrillungsmaste notwendig



werden. Dies macht die 5-Verdrillung teuer, weshalb sie kaum
angewandt wird.

S —Verdrillung (vollstandig)

A /3 013 013 c
B X X A
C B
c 419 (/9 20/9 019 2019 019 £19
b b
a a
y —Verdrillung (gegenléufig)
'é‘ 013 & 013 & 013 2
C B
c b
b a
: A R :
6 —Verdrillung (gleichlaufig)
A 013 013 013 C
B X X A
C B
c a
b c
b X X ¢

Bild 4: Konventionelle Verdrillungsvarianten

Zur Anwendung kommen vorzugsweise die gegenléufige (y-)
und die gleichl&ufige (5-) Verdrillung. Fir diese Verdrillungs-
varianten werden zwei Verdrillungsmasten benétigt, was sie im
Vergleich zur B-Verdrillung deutlich einfacher und kosten-
glinstiger machen. Unter Beachtung der Phasenbelegung am
Leitungsanfang kann mit diesen Varianten das Gegensystem
beider DSS entkoppelt werden.

Es ergeben sich hinsichtlich der Gegensystem-Spannungsun-
symmetrie &hnlich gute Ergebnisse, wie bei der g-Verdrillung.

A. Vorzugsweise Verdrillung

Die Auswahl der Verdrillungsvariante muss unter Beachtung
der Leiterfolge am Leitungsanfang erfolgen. Dabei hat die Er-
haltung der Symmetrie bzgl. der Phasenbelegung am Leitungs-
anfang Prioritat. Es werden zwei Varianten unterschieden:

a) Aquivalent b) Mastsymmetrisch

Bild 5: Donaumast mit unterschiedlicher Phasenbelegung

a) Phasenbelegung: Aquivalent
Bei einer dquivalenten Phasenbelegung wird vorzugsweise die
gleichlaufige (6-) Verdrillung angewandt. Dabei bleibt beim
Wechsel der Leiterfolge die dquivalente Phasenbelegung in je-
dem VAS erhalten. Unguinstig ist in diesem Fall die gegenléau-
fige (y-) Verdrillung, da beim Phasentausch am Verdrillungs-
mast die &quivalente Phasenbelegung aufgehoben wird.

y —Verd. (ungiinstig) 6 —Verd. (vorzugsweise)

— L1 L2 L3— — L1 L2 L3 —
— L3 L1 L2— — L3 L1 L2 —
—L1 L3 L2— —1L1 L2 L3—
—L3 L2 L1 — —1L3 L1 L2—

1) @) (©) (€ ) (©))
a) Ungiinstige y-Verdrillung b) Vorzugsweise &-Verdrillung
Bild 6: Verdrillung bei dquivalenter Phasenbelegung

b) Phasenbelegung: Mastsymmetrisch

Bei einer mastsymmetrischen Phasenbelegung findet vorzugs-
weise die gegenlaufige (y-) Verdrillung Anwendung. Beim
Wechsel der Leiterfolge bleibt die Symmetrie der Phasenbele-
gung bzgl. der Mastachse in jedem VAS erhalten. Ungunstig ist
in diesem Fall die gleichlaufige (5-) Verdrillung, da beim Pha-
sentausch am Verdrillungsmast die Symmetrie der Phasenbele-
gung bzgl. der Mastachse aufgehoben wird.

y —Verd. (vorzugsweise) 6 —Verd. (unglinstig)
— L1 L2 L3— —1L1 L2 L3 —
— L3 L1 L2— —1L3 L1 L2 —
— L3 L1 L2— —1L3 L2 L1 —
— L1 L2 L3— —L1 L3 L2—
1 &) (©) (1) ) ®3)

a) Vorzugsweise y-Verdrillung

b) Ungiinstige 6-Verdrillung
Bild 7: Verdrillung bei mastsymmetrischer Phasenbelegung

IV. EINFLUSS DER VERDRILLUNG AUF DAS ELEKTRISCHE
BETRIEBSVERHALTEN

Die Verdrillung hat sowohl Auswirkungen auf das elektrische

Betriebsverhalten der Leitung, als auch auf wirtschaftliche As-

pekte wahrend des Betriebs. Zudem lassen sich Rickschliisse

hinsichtlich der Personensicherheit im Normalbetrieb und im

Fehlerfall ableiten. Aus diesem Grund ist es umso wichtiger die

Verdrillung bestméglich auszulegen. Eine unglnstige Verdril-

lung hat dabei folgende Auswirkungen:

e Verursachung einer auslastungsabhéangigen Unsymmetrie
in Strom und Spannung

e Verursachung von Kreisstrémen innerhalb der Dreh-
stromsysteme der Doppelleitung

e  Erhohung der Verlustleistung (und -kosten)

e Verringerung der Ubertragungskapazitit

e Erhoéhung der elektrischen Feldstérke und der magneti-
schen Flussdichte im unmittelbaren Bereich der Leitung

e  Erhdhung von Schritt- und Berlihrungsspannungen im un-
mittelbaren Bereich der Leitung



Im Folgenden wird auf die Entstehung einer auslastungsabhén-
gigen Gegensystem-Spannungsunsymmetrie eingegangen.

A. Allgemeines Betriebsverhalten der gesamten Leitung
Allgemein lasst sich eine Leitung elektrisch mit den Langsele-
menten der Leiter-Selbstimpedanz Z;;, den gegenseitige Impe-
danzen Z;; und den Querelementen Y;; konzentriert beschrei-
ben. Dabei kann die Beschreibung abschnittsweise nach Bild 2
erfolgen.

Zi,i nat Zi,j nat Xi,j nat

o L
: J L
L3 —1

Bild 8: Leitungs-Ersatzschaltbild im natiirlichen System

1) Verkopplung bei vorzugsweiser Verdrillung
Die vorzugsweise Verdrillung mit idealer Drittel-Teilung der
Leitungs-Gesamtlange fiihrt nach einem kompletten Verdril-
lungsumlauf im Idealfall zu einer Symmetrierung der Kopplun-
gen im natdrlichen System innerhalb eines DSS sowie zwischen
beiden DSS (aquivalente Kopplung zwischen den Leitern).

AU, Zina Ziae Zuas| [l
AUp, | = (Zi2tr Ziarz Ziows| | Lo (6)
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Symmetrie
der Matrix

Zue =Zio1 T
Symmetrie
der Matrix

Ziaz = Zi3ia (7)
-
Symmetrie

der Matrix

Aquivalente
Kopplung

Aquivalente
Kopplung

Dies hat zur Folge, dass bei der Transformation der Leitungs-
matrizen in symmetrische Komponenten die Komponentensys-
teme untereinander entkoppelt sind.

AU, Z; 0 0 L
AU, | =0 Zy O L (8)
AU, 0 0 Zyl \f
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2) Verkopplung bei ungiinstig verdrillten Leitungen
Bei ungunstiger Verdrillung sind die Kopplungen innerhalb ei-
nes DSS nicht &quivalent, wobei die Koppelmatrizen weiterhin
symmetrisch sind.

Zioiz = Zi312

Symmetrie
der Matrix

Zige =Zipgn F
Symmetrie
der Matrix

# Ziz = Zisia (10)
-

Symmetrie

der Matrix

Kopplung
nicht dquivalent

Bei Transformation der Koppelmatrix in symmetrische Kom-
ponenten erfolgt dann keine Entkopplung der Komponenten-
systeme.

Kopplung
nicht dquivalent
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1 1 W AR
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a) Idelale (vorzugsweise) b) Ungiinstige Verdrillung
Verdrillung

Bild 9: Leitungs-Ersatzschaltbild in symmetrischen Komponenten

Zudem ist die transformierte Matrix im Gegensatz zur Kopp-
lung im naturlichen System nicht mehr symmetrisch.
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AUy | =221 Zaz Zaof | L (11)
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Zig #F Loy #F Lo #F Loz FZ10 F 201 # 0 (12)

B. Lastabhéangige Gegensystem-Spannungsunsymmetrie

Innerhalb eines VAS ist die Verkopplung durch die ungleichen
Absténde der AuRRenleiter durch die Mastgeometrie weiterhin
unsymmetrisch. Folglich kommt es durch diese Unsymmetrie
zu einer Verkopplung der Komponentensysteme. Es ist dem-
nach anzunehmen, dass sich durch die Einpragung eines Mit-
system-Stroms eine Spannung im Gegensystem aufbaut.
In Abhdngigkeit der Phasenbelegung am Leitungsanfang wer-
den die Verlaufe der Gegensystem-Spannungsunsymmetrie fir
die vorzugsweise und ungiinstige Verdrillung nach Ill. A. aus-
lastungsabhéangig berechnet und verglichen.

1) Donaumast mit aquivalenter Phasenbelegung
Die Berechnung erfolgt fur das in Bild 5a) dargestellte Donau-
mastgestange mit einer spannfeldweisen Auflésung (Val.
Bild 2). Fiir die vorzugsweise §-Verdrillung und die ungiinstige
y-Verdrillung ergeben sich folgende Gegensystem-Spannungs-
unsymmetrieverlaufe:
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a) Vorzugsweise §-Verdrillung  b) Ungiinstige y-Verdrillung
Bild 10: Komplexe Gegensystem-Spannungsunsymmetrie bei dqui-

valenter Phasenbelegung

Es ist zu erkennen, dass bei vorzugsweiser §-Verdrillung die
sich in den VAS 1 bis VAS 3 aufbauende Unsymmetrie, unab-
hangig von der Belastung, fast vollstandig kompensiert. Dies
bestétigt die in (8) geschriebene Entkopplung der Komponen-
tensysteme nach einem vollstandigen Verdrillungsumlauf. Eine
geringe Restunsymmetrie ist dennoch vorhanden, welche auf
Grund der Riickwirkung vom Gegen- und Nullsystem auf das
Mitsystem und den Einfluss der kapazitiven Verkopplung zu
begrinden ist. Durch die Kopplung der Nebensysteme andert
sich der Winkel der Mitsystemkomponente im angrenzenden
Abschnitt. Diese Mitsystemvarianz fiihrt dazu, dass sich wie-
derrum eine leicht verdnderte Gegensystemkomponente auf-
baut. Wird die Mitsystemvarianz ausgeblendet, ergeben sich
ideale Symmetrie-Dreiecke, welche sich zudem unabhéngig
von der Hohe der Auslastung ausbilden.

Durch Aufhebung der aquivalenten Phasenbelegung bei der un-
gunstigen y-Verdrillung ist, im Vergleich zur vorzugsweisen
Verdrillung, die sich aufbauende Unsymmetrie beim Wechsel
der Leiterfolge in einem angrenzenden VAS nicht um 120° ge-



dreht. Weiterhin ist erkennbar, dass sich das beschriebene Ver-
halten auch bei unterschiedlicher Belastung einstellt. Infolge
dessen kdnnen sich bei der ungtinstigen Verdrillung keine Sym-
metriedreiecke ausbilden, was zu einer auslastungsabhéngigen
Unsymmetrie am Ende der Leitung fihrt.
2) Donaumast mit mastsymmetrischer Phasenbelegung

Die Berechnung erfolgt fur das in Bild 5b) dargestellte Donau-
mastgestange unter gleichen Annahmen. Fir die vorzugsweise
y-Verdrillung und die unglnstige §-Verdrillung ergeben sich
folgende Gegensystem-Spannungsunsymmetrieverlaufe:
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a) Ungiinstige 6-Verdrillung b) Vorzugsweise y-Verdrillung
Bild 11: Komplexe Gegensystem-Spannungsunsymmetrie bei
dquivalenter Phasenbelegung

Es ist zu erkennen, dass bei vorzugsweiser y-Verdrillung die
sich in den VAS 1 bis VAS 3 aufbauende Unsymmetrie, unab-
hangig von der Belastung, fast vollstandig kompensiert. Auch
hier bestétigt sich die in (8) geschriebene Entkopplung der
Komponentensysteme nach einem vollstandigen Verdrillungs-
umlauf. Eine geringe Rest-Unsymmetrie ist ebenfalls vorhan-
den, was sich in gleicher Weise zu den Effekten bei aquivalen-
ter Phasenbelegung begriinden lasst.
Durch Aufhebung der Symmetrie der Phasenbelegung bzgl. der
Mastachse bei der ungunstigen &-Verdrillung ist, analog der
&quivalenten Phasenbelegung, die sich aufbauende Unsymmet-
rie beim Wechsel der Leiterfolge in einem angrenzenden VAS
nicht um 120° gedreht. Zudem bildet sich diese mit unterschied-
licher Amplitude aus. Analog der ungunstigen Verdrillung bei
aquivalenter Phasenbelegung kénnen sich keine Symmetrie-
dreiecke ausbilden, was zu einer auslastungsabhéngigen Un-
symmetrie am Ende der Leitung fuhrt.

3) Zusammenfassung
Die Untersuchung zeigt, dass allein eine ideale Drittel-Teilung
nicht automatisch zu einer Symmetrierung der Koppelmatrizen
fuhrt. Die Auslegung der Verdrillung muss immer in Verbin-
dung mit der Phasenbelegung am Leitungsanfang erfolgen. Pri-
oritat hat bei der Erstellung des Leiterfolgeplans die Beibehal-
tung der Symmetrie bzgl. der Phasenbelegung am Leitungsan-
fang. Wird die Verdrillung nach diesen Kriterien ausgewahit,
ist das DSS in symmetrischen Komponenten vollstandig ent-
koppelt. Eine vollstdndige Entkopplung beider DSS kann nur
mit der 8-Verdrillung erfolgen.
Da vorzugsweise die gleichlaufige §-Verdrillung und die ge-
genlaufige y-Verdrillung in der Praxis Anwendung findet, kann
bei korrekter Auslegung das Gegensystem beider DSS nach ei-
nem vollstandigen Verdrillungsumlauf in symmetrischen Kom-
ponenten das Gegensystem entkoppelt werden. Leitungen, mit
einer derartigen Verdrillung sind symmetrisch.

Die Detailrechnung bestétigt dies, da sich dann eine auslas-
tungsabhéngige Gegensystem-Spannungsunsymmetrie ausbil-
det, welche sich idealerweise fast vollstdndig kompensiert. Es
zeigt sich, dass die Restunsymmetrie, welche von der Leitung
erzeugt wird, zu vernachldssigen ist (Vgl. Bild 12).

Bei einer unglinstigen Verdrillung sind nach einem vollstandi-
gen Verdrillungsumlauf die Komponentensysteme in symmet-
rischen Komponenten nicht entkoppelt. Damit ist die Leitung
nicht symmetrisch. In Abhéngigkeit der Auslastung verursacht
die Leitung dann eine Unsymmetrie an der Gegenseite (Vgl.

Bild 13).
1.2 1.2 T T
0y
\L100% \‘ A\ 100% ‘
T bo, | B0 1 /\ m/
L0 o/ € . 0. (=
= L2 T ® 67% 2
=} / S0 - 3 =l N 7]
= 0.6 o N = 0.6 ; < @ -
= ! - \ = ,/ = N
= /339 32 \ = / 3 \,
5 04 < 5 04 339 < 3
. == =T~ \ =~ LR _ .
i SO Restunsymmetrie RN
0274 \’% PRk —
24 RV e X
0 VAS 1 413 VAS 2 J/B VAS 3 JD 0 VAS 1 4/3 VAS 2 ‘/3 VAS 3 ;P

Rel. Leitungslange —

a) Aquivalent

Rel. Leitungslange —

b) Mastsymmetrie
Bild 12: Betrag der Gegensystem-Spannungsunsymmetrie bei

vorzugsweiser Verdrillung in Abhédngigkeit der Phasenbelegung
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Bild 13: Betrag der Gegensystem-Spannungsunsymmetrie bei

ungiinstiger Verdrillung in Abhdngigkeit der Phasenbelegung

V. ABSCHATZUNG DES BETRIEBSVERHALTENS WAHREND DER
PLANUNG

A. Neuartiger Planungsprozess

Momentan werden mit vereinfachten Leitungsmodellen Uber-
schlagige Berechnungen zu den elektrischen Parametern von
Freileitungen wahrend der Planungsphase durchgefiihrt. Dabei
zielen konventionelle Modelle auf die Berechnung von Parame-
tern ab, welche fiir den symmetrischen Betrieb der Leitung re-
levant sind. Die Berechnung des elektrischen Verhaltens der
Leitung bei einem unsymmetrischen Betrieb, sowie die Berech-
nung des Einflusses der Leitung auf die Unsymmetrie des
elektrischen Netzes ist gegenwartig nicht Stand der Technik.
Ziel ist es daher derartige Berechnungen schon wéhrend der
Planungsphase zu realisieren. Da bei der Planung einer Leitung
verschiedene Schritte zu bewaltigen sind, ist es sinnvoll detail-
lierte Berechnungen in einem mdglichst friihen Projektstadium
in den Gesamtprozess bis zur Inbetriebnahme zu integrieren
(Vgl. Bild 14).

Die Datengrundlage fur diese Verfahren wird beispielsweise
durch das vernetzte Gesamtmodell im BIM geschaffen. Dabei
kénnen wesentliche Einflussparameter, wie parallele Leitungen
und Rohre, die Bodenbeschaffenheit, der Baugrund und Gewas-
ser beriicksichtigt werden.
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Bild 14: Freileitungsbau: Schritte bis zur Inbetriebnahme

Die Berechnungsergebnisse sollen auch dazu verwendet wer-
den, um die Feldexposition im Bebauungsgebiet hinsichtlich
der nach der 26. Bundesemissionsschutzverordnung geltenden
Grenzwerte [7] der elektromagnetischen Feldbelastung zu be-
urteilen.

Mit den Ergebnissen der Berechnung kénnen schon wahrend
der Planungsphase mogliche Probleme beziglich der elektri-
schen Unsymmetrie und der Feldbelastung erkannt und L6-
sungsansatze, wie die Verdrillung der Leiterseile, erarbeitet
werden.

B. Projekt EnergyBIM

Das Forschungsprojekt EnergyBIM verfolgt das Ziel elektri-
sche Berechnungen in frihen Phasen der Planung Parameter ge-
trieben durchzufiihren. Dies erfolgt in Zusammenarbeit mit der
Planungssoftware KorFin ® * der Firma A+S Consult als Part-
nerfirma. Ausgangspunkt ist die Projektierung der Leitung
durch den Endanwender. Dabei werden gegenwartig die Einga-
bedaten zentral durch Ubergeordnete Rechensysteme verarbei-
tet. Durch Aufbau eines vernetzten Gesamtmodells, welches
unter anderem weitere Strukturprojekte, aber auch Baugrund
und Vermessungsdaten, beinhaltet, knnen gegenwartig Lei-
tungen und andere Infrastrukturprojekte detailliert geplant wer-
den.

Durch die Anbindung einer Datenverarbeitung am IEEH der
TU Dresden werden die aufgearbeiteten Trassierungsdaten zur
Erstellung elektrischer Leitungsmodelle integriert. Durch ent-
sprechende Algorithmen kénnen relevante Kenngréfen berech-
net werden, sodass die Abschatzung des elektrischen Verhal-
tens prognostiziert werden kann. Durch die Ubergabe der auf-
bereiteten BerechnungsgroRen konnen diese dann dem Endan-
wender zur Verfligung gestellt werden.

! https://mww.korfin.de/energie.html

Bild 15: Ubersichtsstruktur zum Projekt ,,EnergyBIM*“

Dieses Projekt wird vom Bundesministerium fur Wirtschaft und
Klimaschutz (BMWK) aufgrund eines Beschlusses des Deut-
schen Bundestages gefordert.
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Abstract—Due to an increasing interest of sustainable energy
supply, more volatile producers are installed. To maintain the
power equilibrium it is crucial to forecast the generated power as
exactly as possible. As one representative of these producers the
Photovoltaic plant will be examined in this investigation. However,
usually appropriate data is missing. Therefore, the proposed
model is parameterized with just 30 days of input data, namely
weather data and historical power data. To achieve a moderate
complexity of the model, Machine Learning methods are utilized.
The intended forecast horizon covers 10 days.

Index Terms—forecast, Machine
photovoltaic plant, prediction, regression

Learning methods,

List of abbreviations:

ANN Artificial Neural Network

MAPE Mean Absolute Percentage Error

ML Machine Learning

MLR Multiple Linear Regression

MPR Multiple Polynomial Regression

PV photovoltaic

RMSE Root Mean Square Error

SARIMA Seasonal Autoregressive Integrated Moving
Average Model

SVR Support Vector Regression

1. INTRODUCTION

ODAY renewable energy systems get growing popularity.

But they provide their energy volatilely. To receive
furthermore a high reliability of supply of the electrical network
exact forecasts of these producers are necessary. In the
following, a model of a PV plant, as one example of renewable
energy systems, will be developed. To reduce the measurement
time and effort, the input data set is limited up to 30 days.

One possibility to build a model is to use physical equations.
But this results often in a very complex model so that other
approaches like ML methods were searched.

Table 1 shows a comparison between several models using the
characteristics forecast horizon, used reference power, time
resolution, used quality criterion and best result. The used
methods vary between regression, time series and ANN.
Furthermore, the input parameters are different. For example,

This work was supported by the German Federal Ministry for
Economics and Climate Action with the grant number 03ET1479A.

the model with SARIMA uses just the electrical power as input
parameter whereas the model based on SVR and Random
Forest takes 15 parameters. The forecast horizon covers either
the next time step for the first two models or the next day for
the last two models. Noticeable is that the last model uses 26
months for the input data set whereas the other use just one
month. Except the model based on SVR and Random Forest the
used reference powers are peak powers and on the same height,
e.g. around 20 kW. The last model uses a rated power of 1.56
kW. Also, the quality criteria differ. The SARIMA model uses
the MAPE whereas the other use the RMSE. For the RMSE is
in brackets the best result related to the reference power given
to compare better the different models. The best result of the
four models reaches this that is based on SARIMA with 3.4 %.
The worst result get the second model with 12.76 %.

None of these examples has a forecast horizon more than one
day. But a more long term forecast is also important for the
electrical grid operation. Therefore a model with an intended
forecast horizon of 10 days was developed. This horizon was
selected because the model uses besides the electrical power the
weather parameters from the Climate Data Center from the
German Weather Service DWD [5] and these are just ten days
ahead available.

In section II the input parameters of the forecast model are
defined. Section III presents the considered ML methods.
Because only 30 days of input data are available, ANN is not
useful but the MLR, MPR, SVR and k-nearest neighbor method
were investigated. Section IV gives the results and section V
the conclusion.



Table 1: Literature Review

Method Input Forecast | Time resolution Data set Reference | Quality Best Ref.
parameters horizon size power criterion | result
SARIMA | Electrical power | 20 minutes 20 minutes One month | Rated peak | MAPE 34 % [1]
power, 15
kWp
MLR and | Electrical power, | 10 minutes 10 minutes Not Rated peak RMSE | 3.19kW | [2]
MPR (2" characteristic indicated power, 25 (12.76 %)
and 3" values of the PV kWp
order) plant, global
irradiance
ANN and | Electrical power, | Next day Not indicated One month | Rated peak RMSE 1.9kW | [3]
Clear-Sky- | day, quarter hour power, 20 (9.5 %)
Model of the day, kWp
ambient
temperature,
humidity, wind
speed, cloud
coverage
SVR and | Electrical power, | Next day One hour 26 months Rated RMSE | 0.07kW | [4]
Random 14 weather power, 1.56 (4.49 %)
Forest parameters kW

II. INPUT PARAMETERS OF THE MODEL

The investigated ML methods should not be fed just with
arbitrary weather parameters but with those that have a physical
relationship to the provided power of the PV plant. For this an
equivalent circuit diagram of a solar cell after [6]-[9] is given
in fig. 1.

Figure 1: equivalent circuit diagram of a solar cell after [6]-[9]

The associated equations are:

Ipy = Iph_ Ig — Isn M
G
Ion = 5=+ Uscste + @seste * (Te = Tesre) @
Iy=1 ( ( T ) 1) ’
d = o \SXP T @)

Where Ipy is the direct current of the solar cell, Iy, the photo
generated current, Iy the current of the diode, I, the shunt
current, G the gobal irradiance, a the temperature coefficient,
T. the solar cell temperature, I, the temperature-dependent
reverse current, e the elementary charge, Uy the voltage of the
diode, n the ideality factor and kg the Boltzmann constant. The

index sc describes the short circuit condition and the index STC
standard test conditions. The standard test conditions are:

e (G =1000W/m?
e T.=25°C
e  Astronomical air mass AM = 1.5

The provided electrical active power of the solar cell of the
direct current side Ppy pc is defined from the product of the
associated current and voltage:

Poypc = Ipy - Upy “4)

From (1) to (4) it is recognizable that the electrical active power
from the solar cell of the direct current side is dependent of the
global irradiance and the cell temperature among others. The
global irradiance is given from the DWD but the cell
temperature, of course, not. Under the assumption that the cell
temperature is of the amount of the module temperature T,
because one module is an interconnection of several solar cells
[10] (5) is valid after [11] and [12]. The equation of the cell
temperature is:

G
T. ~Th=T,+—— 5
ST et v ®

T, is the ambient temperature, vy, the wind speed and p, and
U, are constants. From (5) it can be seen that the cell
temperature is dependent of the ambient temperature, the global
irradiance and the wind speed. These parameters are available
from the DWD.

As another input parameter the azimuth angle is used because
the orientation of the PV plant has also an influence of the
height of the provided electrical power.



To get finally the alternative current side from the electrical
active power of the solar cell Ppy ¢ the losses P, respectively
the inverter efficiency n; must be involved with (6).

Poyac = Ppvpc— = Ppvpc i (6)

III. CONSIDERED MACHINE LEARNING METHODS

In the following section the ML methods for the model are
presented. These use themselves again models as it will be
shown. The considered ML methods are the MLR, the MPR,
the SVR and the k-nearest neighbor method. For all of these
methods the python module sklearn can be used [13]. For the
MLR the submodule linear_model with LinearRegression and
Ridge, for the MPR preprocessing with PolynomialFeatures,
for the SVR svm with SVR and for the k-nearest neighbor
method the neighbors with KNeighborsRegressor were used.

A. Multiple Linear Regression:

The MLR finds its application for (approximately) linear
relationships with several dependent input variables. The
equation system for the MLR is according to [14]:

y=Xp+ ¢ ™)
1 *n X1p Bo
:<J/EO>,X:<§ 5>,ﬁ= ],
In 1 Xn1 xnp ﬁp (8)

()

y is the output vector, X the input matrix, 8 the parameters
vector of the model and & the error vector of the model. The
model parameters are determined after the least squares method
[15].

B. Multiple Polynomial Regression

Often there exist nonlinear relations. For these the MPR is used.
But one common problem of this method is overfitting: By
implementing the MPR, attention must be paid to obtain a trade-
off between accuracy and general applicability. For higher
orders the regression equation becomes very complex.
Therefore, a polynomial of order 2 is given as an example:

y= .éo + lel + .ézXz + E3X1X2 + ﬁ4X12 + .ésxz2 )

The variables are the same as for the MLR. The hat accent
symbolizes the estimated parameters.

All in all the MPR is very similar to the MLR with the exception
of the different orders.

C. Support Vector Regression

The SVR is a method that consists of several models, called
kernels. With these a linear, polynomial or radial based
regression can be done. The input data is generally normalized
because of the possible different value ranges:

X = p
o

(10)

Xnorm =

Whereas x stands for the input parameter, y for the mean value
and o for the standard deviation. After the normalization x,, -
has a mean value of 0 and a standard deviation of 1.

For the SVR there exist Hyperparameters: € is the maximum
tolerated error band and C the parameter that finds a
compromise between € and the model order. [16],[17]

D. K-Nearest Neighbor Method

The theory of this method is that similar input values produce
similar output values. Therefore, the local behavior of the
known input values has to be identified. For this the distance
between neighbor points is considered after a normalization of
the data. There exist two common distance measures: the
Euklidean distance in (11) and the Manhattan Distance in (12)
after [18]. The algorithm gives the investigated point a value
that is composed of the k-nearest neighbors.

p

deyr1 = Z(Xiv - va)z (11)
v=1
p

dmann = ) Xy = %] (12)
v=1

p is the amount of the parameters, X; and X; are two different
points of the input values.
The method can be done unweighted (13) or weighted (14) with
the weights w,, (13) after [19].

k

1

y= ;Z Yu (13)

ku=1
5/\ — Zu;l Wuyu (14)

u=1Wu
, ifX; #X;
w, = deukl/manh ' ! (15)
1, else
IV. RESULTS

In this section, the results of the four models are presented. For
all of them a data set over 30 days from November 2021 with
10-minutes mean values is utilized. The possible input
parameters are weather parameters such as global irradiance,
ambient temperature, wind speed and azimuth angle. The global
irradiance is set as an obligatory input parameter because the
electrical active power of the PV plant is double dependent from
it (see section IIT). The other are optional parameters. For them
their influence to the forecast model is investigated.

The rated peak power of the investigated PV plant is
P, = 84 kWp. The provided power of the plant cannot be
regulated. It is a south orientated plant. Between sunset and
sunrise the power is set to 0 kW. In a first step only training data
is considered. In a second step, the selected method is evaluated



on the test data from the 15! to 11" of December 2021. The goal
is always to minimize the forecast error. For this, the quality
criterion MAE% is used.

1 ~
NZ%:lan _Pnl
P,

MAE% = (16)

B, is the forecasted electrical active power of the PV plant, P,
the really occurred power and P, the rated power of the PV
plant.

A. Results of the Training Data

All in all the results are close together. The best values provide
the model with the k-nearest neighbor method, followed by the
SVR. The worst results has the model with MLR. The best
result of the model with MLR is MAE% = 1.12 % and with the
k-nearest neighbor method MAE% = 0.81 %. But the MLR
needs just the global irradiance and the azimuth angle whereas
the k-nearest neighbor all four input parameters to get the best
result. More parameters lead to a higher complexity and
computing time. Because the results lie close together, the other
investigated methods can be also used dependent on the exact
requirements. Table 2 shows the best results of the single
models.

Table 2: Results of the training data of the models

Used ML Input Hyperparameters MAE% in
method parameters yperp %
MLR G,y - 1.12
MPR G, Ty, vw order 6 1.04
k-nearest .
. weighted, Manhattan-
neighbor G, Ty, vw, ¥ gdistance =3 0.81
method ’
SVR G, Ty, v,y KB Kemel. 0.89

B. Results of the Test Data with the k-nearest neighbor
method

Because the k-nearest neighbor method gets the best results,
this method has been selected for the model. Subsequently, it
was evaluated on the test data. A distinction has been made
between the input parameters. In one case the forecasted and in
another case the really occurred weather parameters were used
for a better comparison. The results are listed in Table 3. As
expected the forecast error for the forecasted weather
parameters is higher than with the really occurred because also
the forecasted weather conditions contain forecasting errors as
well. It is also clear that the errors here are higher as with the
training data set. However, the best result with just a MAE% =
2.11 % is promising.

Table 3: Results of the selected PV forecast model

MAE% in %
7.32
2.11

Input parameters
Forecasted weather parameters
Really occurred weather parameters
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V. CONCLUSION

In this investigation, a forecast model for PV plants was
successfully implemented. The forecast horizon was 10 days
and the training data set was just over 30 days. The lowest
forecast error is MAE% = 2.11 %. For this, the k-nearest
neighbor method has been applied. Also, other ML methods
such as MLR, MPR and SVR were investigated, but get slightly
worse results. The possible input parameters were the weather
parameters global irradiance, ambient temperature, wind speed
and azimuth angle.

A next step could be to investigate also differently oriented PV
plants to get to know more about the dependency of the azimuth
angle. Here, a south orientated plant was examined. Also, the
model should be tested on more data sets and on different test
time periods.
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Abstract— As power systems, transit to a state of high renewable
penetration with predominant converter-based grid interface
instead of synchronous generators applied by conventional
power plants, the dynamics of the grid significantly change,
causing new challenges for transmission system operations and
arising new opportunities, as converter-based generation is
highly controllable in faster timescales. This paper discusses the
extension of the direct voltage control as ‘a decoupled grid
forming converter controller’, which effectively relies on an
accurate and fast d/qg-reference frame determination to control
the frequency as well as its rate of change at the common
coupling point with the grid. The proposed controller separates
the task of synchronizing the converter to the grid and providing
virtual inertia into two distinct control functions, which enables
a specific tuning of both functions for their task avoiding the
necessity to find any kind of trade-off between quality of
synchronization and inertia provision. The functionality of the
proposed control is explained and demonstrated via EMT-Type
simulations in different study cases for system-spilt, islanding,
and re-synchronization scenarios.

Keywords—: grid forming inverter, direct voltage control,
frequency response, nadir, rate of change of frequency (RoCoF).

I. INTRODUCTION

A major technical challenge of the energy transition is the
change in generation technology: from synchronous
machines and their well-known dynamics and controllers to
power electronics-interfaced generation, whose regulation
and interaction with the rest of the system are yet to be fully
understood [Milano et al. (2018)]. One of the major
consequences of this transition towards a nearly 100%
renewable system is the gradual loss of synchronous
generators (SG) with their inertia and control mechanisms
[Rosso. R et al (2021)]. This loss of rotational inertia changes
the nature of the power system to a low-inertia network
resulting in critical stability challenges. On the other hand,
renewable generation interfaced by power converters allows
frequency and voltage control at much faster time scales
compared to SGs [Tayyebi. A, et al (2021)].

Indeed, power converters are already starting to provide new
ancillary services, modifying their active and reactive power
output based on local measurements of frequency and
voltage. However, because of the dependency on frequency
measurements, these grid-following control techniques only
replicate the instantaneous inertial response of SGs after a
contingency with a delay and result in degraded performance
on the transient time scales of interest [Y. Li et al (2021)]. To
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resolve this issue, grid forming converters (GFCs) are
envisioned to be the cornerstone of future power systems.
Based on the properties and functions of SGs, it is expected
that GFCs must support load-sharing/drooping, black-start,
inertial response, dynamic voltage support, and hierarchical
frequency/voltage regulation. Moreover, a long transition
phase is expected, where SGs and GFCs must be able to
interact positively and ensure system stability.

The main features of a GFC control are voltage source
behavior and power-based synchronization. Different
techniques have been investigated for GFC control which can
be classified into five major GFC strategies, namely: 1) droop
control, 2) synchronverter, 3) matching control, 4) virtual
oscillator control (VOC) and 5) 10T/ICT based approaches
[Tayyebi. A et al (2018)]. These control methods have
already shown good results in various publications. The
major drawback of most GFC types is the coupled active and
reactive power control as well as their corresponding
currents.

Direct voltage control (DVC) is mainly a partial GFC control
scheme in d/q reference frame, which has achieved good
simulation results in various applications, such as stabilizing
the grid voltage of an offshore wind farm in case of sudden
blocking of the HVDC offshore converter [Erlich. | et al
(2017); Neumann. T et al (2015); Korai. A et al (2017)].
Recently, DVC is developed to fully GFC, which is
synchronized using a swing equation, which is driven by
Newtonian physics by mapping second-order frequency
trajectories following power imbalances [Denecke. J et al
(2021)].

In the fully GFC- DVC, the synchronization swing equation
is mainly intended to serve the purpose of power-based
synchronization with a high damping factor to impact rapidly,
causeing Kill inertia. Because of the fast nature of the
synchronization control loop, to provide an actual angle input
for the d/q reference frame, frequency control and virtual
inertia functions are better to be taken over by other controller
components separately.

This paper proposes a controller, which splits the task of
synchronizing the converter to the grid and providing virtual
inertia into two separate control functions. The first control
function is tuned for fast synchronization to ensure fast and
accurate decoupled control of active and reactive power in a
d/q frame and the second one can be adjusted to improve the
inertial response of the power system. Both functions are
realized as swing equations called fast swing equation for



synchronization and slow swing equation for provision of
inertia with a different mechanical time constant T,
(corresponding to acceleration unit constant or 2H in a
traditional SG).

The functionality of this new approach for DVC is examined
and compared with conventional generators as well as
ordinary fully GFC- DVC (with only synchronization swing
equation) in the case of the primary control response, RoCoF,
and nadir of the test system regarding the additional load
corresponding to the sudden loss of generation. Furthermore,
severer disturbances like system split, islanding operation as
well as re-synchronization are tested to prove the capability
of 100% converter-base generation as well as overall
frequency stability.

The paper is organized as follows. Section 2 presents GFC-
DVC. The proposed control strategy of separated RoCoF and
synchronization to regulate both the frequency and the
RoCoF at the point of common coupling (PCC) is presented
in Section 3. Section 4 shows the functionality of the
proposed controller via the simulation results in Matlab/
Simulink. Finally, Section 5 draws conclusions and future
work directions.

II. DIRECT VOLTAGE CONTROL
A. DVC as Line Side Converter (LSC) Control

For this paper, the DVC is implemented as a LSC control of
a full converter according to fig. 1, which is fed from a DC
link. The virtual mechanical power pmec (fig. 2) represents the
reference of the active power so that the balancing of the DC-
link voltage is the responsibility of a Pl-controller ‘controlled
current source’. The parameters of the PI controller
correspond to typical values to approximate realistic DC-link
dynamics. From fig. 1, the output voltage Uc=uc q+juc,qOf the
DVC controlled inverter in d/q frame oriented to Uyine drives
from the Kirchhoff equation:

uC,d = uLine - qu,ref uC,q = de,ref (1)
Inc Grid
_ - Ue UTine
H—Dc;ef—l = @
.
-2
1Grd

Fig. 1. Simplified electrical design DVC

The control is performed in a d/g-frame-system with the
appropriate angle, which is described in detail as follows. The
internal current references of the control igrer and igrer are
formed from the virtual mechanical power pm of the swing
equation and a reactive power reference qrer (fig.2).

qe = _uLine'iq,ref (2)

pe = uLine 'Id Jref

B. DVC structure

The main features of a GFC control are voltage source
behavior and power-based synchronization (PBS). Voltage
source behavior has already been demonstrated by DVC in
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various works [Erlich. I et al (2017); Neumann. T et al (2015);
Korai. A et al (2017)]. DVC is synchronized to the grid based
on voltage or active power balancing. Synchronization of
DVC based on grid voltage using fundamental frequency
detection is called “partial GFC-DVC”. If synchronization is
done using a swing equation, is called “fully GFC-DVC”.

The principle idea of the DVC is that the output voltage of
the converter is controlled directly and not indirectly via
current controllers. It resembles classical converter controls in
rotating d/g-coordinates, that have the same outer loop
controller, but avoids the use of the integral component of the
proportional-integral (PI) current controllers and shifts the
proportional component towards the output terminal, for the
inner loop controller, which gives the DVC a voltage source
behavior instead of a previously current source behavior. To
limit the effect of this part (proportional component) on the
dynamic behavior, this component uses a high-pass washout
filter (HP) in this approach. The main control task is done by
the feed-forward terms ucine, Which are sufficient because
there are already integral controllers in outer loop controllers
for the active current and the reactive current (fig. 2). This
similarity to classical inverter control offers the advantage that
many well-known principles from classical inverter control
can be applied to DVC, so DVC is not a completely new
technology with its associated uncertainties.

Furthermore, the use of d/g-coordinates in control has
several advantages over polar coordinates, which are used in
some other GFC control schemes. These advantages include
decoupled control of active and reactive power, and the fact
that with DVC the converter output voltage can be formed
directly from the internal current references as well as the
measured grid voltage via Kirchhoff equations mentioned in
eq (1).

Fast voltage control according to actual requirements of
network codes is provided by the factor k, in the d-axis of the
DVC (fig. 3) which depends on strength of grid connection
and would be decided by the network operator in the process
of grid integration. This fast voltage control responds to
voltage changes in the opposite direction in the inverter output
voltage. The low-pass filter (LP) in this branch delays this
control function to decouple the response of this function in
time from the inertial response of the synchronizing swing
equation or to avoid their superposition.

Main functions eq. (1)
Current limitation based on fast voltage control

Fig. 2. DVC control diagram

"q;ref' I q.meas



For the current limitation, difference currents Aig=iq ref -
igmeas @nd  Aig=igref —igmeas are derived from a magnitude
limitation, which leaves the angle of the fault current
unaffected, turned into difference voltages, and then
implemented to eq. (3)-(4). These results are in voltage-based
current limitation because the converter output voltage is
influenced by this method. This method is only applied to the
current components that are above the apparent current limit
of 1.1 pu, thus keeping the inverter output voltage at the limit
of what is possible for the inverter and not interfering with the
control functions of the GFC- DVC itself. Also, no additional
controllers or control functions have to be switched on or off.
By parameterization of ki the intensity of the current
limitation intervention can be influenced to improve the
dynamic behavior. The output of fast voltage control during
fault limitation is 0.16. By selecting ki>1 e.g. ki =1.5, ki*x
=0.24, the control action of the current limitation is
predominant. The control structure, however, is applicable for
other priorities for current limitation as well [Denecke et al
(2021)].

uC,d = Upine — qu,ref - leAlq

. . 83)
- ku (uLine — U ) — K HP(S)(Id,ref 1y meas

uC,q = _Xid,ref _k1XAid _rvinHP(S)(id,ref _id,meas)

(4)

I1l.  SEPARATED SYNCHRONIZATION AND RoCoF

CONTROLLER LOOP FOR DVC

A. Synchronization

Orderly operation of electrical grids requires at least a
steady-state power flow on the transmission lines. For this
purpose, the generating plants in the grid must agree on a
common frequency, whose time average value is usually 50
Hz or 60 Hz. However, generation plants must be able to leave
this frequency, at least briefly, to adopt a different relative
angle with respect to the grid and thus a different feed-in. This
means that the generation plants can be operated with power
control. A control difference of this power control contributes
to the overall active power balance error of the system, based
on which all generators leave steady-state operation and
accelerate or decelerate due to the integral relationship
between power and frequency of the synchronous generators.
This can then be observed globally based on the system
frequency and a decentralized controller  without
communication (primary controller) can be used to adjust the
generator speeds, which is equivalent to balancing the power
of the grid.

The synchronization of the LSC to the grid can be defined
as the process of minimizing the difference in the phase, the
frequency, and the magnitude between the LSC output voltage
and the grid voltage, which is allocated to the grid following
the converter. An ideal synchronization technique should
promptly respond to any grid changes, well track the phase
angle of the grid, adeptly detect any variation in the grid
frequency, and effectively isolate the harmonic components
and disturbance from the fundamental waveform. GFC
controls artificially establish the relationship between power
and frequency, which does not exist in voltage source
converters for technological reasons. Using the swing
equation, the difference between a virtual mechanical power
pmec and the actual electrical output power p. of the inverter
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determines the change in frequency and angle of the inverter
output voltage. This is changed until both input signals are
identical. In this way, the power control of conventional power
plants is reproduced and, in principle, the same conditions
regarding power and frequency control or stabilization apply
as for synchronous generators.

B. Proposed Synchronization

The synchronization of the converters should ideally take
place quickly, but in the first instance robustly. With fast
synchronization, the internal phase of the converter control
ensures a d/g-frame is always in phase, with the grid voltage
so that active and reactive power can be controlled separately
without interference with each other. In this study, Firstly for
DVC controller, voltage-based synchronization (VBS)
contributes to PBS together using kiin factor, to compensate
deficiencies for each other (fig. 3). Secondly, according to
fig. 3, proposal PBS synchronization consists of two
oscillation equations. The first one called fast swing
equations (Ta, fast, Kd1, Ko, Kiim) - Serves mainly the purpose of
a strongly damped power-based synchronization and
provides only limited virtual inertia. Therefore, virtual inertia
is provided by the second weakly damped called slow swing
equation (Ta, siow, Kdz, Kin). This division has the advantage that
these control functions, separated in this way, can each be
optimized specifically for their purpose, and thus no trade-off
has to be made between the individual functions (inertia and
frequency control vs. synchronization) in the overall behavior
of the synchronization.

Damping and stabilization of the state variable wswing iS
usually done in relation to a fixed speed reference »™ =1 pu

swing
in swing equations. This automatically leads, to a strong
frequency power or primary control behavior, due to the high
damping kg1 for the synchronization, which is undesirable. To
avoid this, we use here a structure according to the top part of
fig. 3 under the constraint eq. (6). Here the state variable

a)sf;f;g of the swing equation is stabilized to the grid frequency

wpLL measured using a PLL via the factor kq1. Thus, the fast
oscillation equation has no frequency power or primary
control behavior and can inject any desired active power at
any prevailing frequency. Nevertheless, the possibility
remains open to generating a primary control behavior using
the factor k., which is then independent of the high damping
of the synchronization. Thus, the user has the choice to
participate in frequency control. The control loop with
Ao (fig. 3) is not completely replaced by the control loop

swing
with AdwpLe. It is replaced with a relatively small factor
according to eq. (5), since the damping of the system itself as
well as the connected grids can be significantly improved at
sub-synchronous frequencies, primary control can be
achieved in the order of conventional power plants’ scale and
island grid capabilities.

(d a)sfv?/islgg ) / dt = Ta, fast[ pmec - pe + kd 2 (w;/tlsrgg - a)Grid ) (5)
+ kw (a)sz?/-isrt\g - a)ref )]
k, < kg (©6)
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Fig. 3. Separated synchronization and RoCoF control loop

Aforesaid, the quick, instantaneous, and robust estimated
phase angle and frequency of VBS, wp.L under unbalanced
and distorted grid conditions, come up with slow inertial
nature of PBS (in comparison to VVBS not second slow swing

equation) o' | stabilizes and controls the grid externally

swmg'

and internally which is represented as wsync and shows in:

0

_ Cl)faél )

@, swing

faﬁ
sync - + I(Ilm (a)PLL

gng
The kiim factor defines the rate of VBS contribution with PBS
in case of synchronization and is also considered as a part of
the current control limitation. For modeling, the fully DVC in
a d/q frame, the phase angle @sync Which is derived from
introduced eq. (7) in grid-connected mode must be constant
under steady-state conditions. It has to correspond to the
phase displacement between the virtual position of the GFC
internal voltage and the position of the grid voltage vector,
which is defined by:

deé,

sync

1 dt = w,,, (8)

C. Virtual Inertia, RoCoF control loop

The inertia effect, which is supposed to relieve the
synchronous generators from mechanical stress and thus also
smooth the mains frequency, can in principle be performed as
a kind of RoCoF control by injecting power pi» proportional
to the measured RoCoF. However, since in general gradients
are difficult to measure and thus only few possibilities are
available in the controller design except for setting the
proportional gain ki, - in this work, we generate an artificial
Rocof signal using the second slow oscillation equation (fig.
3 Hy, Kaz, kin), which is more weakly damped contrary to the
fast oscillation equation. Moreover, this gives the possibility
to adjust it e.g. empirically, by pole placement, or using an
optimal or robust optimization criterion. This weak damping
is enabled by synchronization using the fast oscillation
equation, allowing inertia to be provided over longer periods
of time Tasow and thus supporting the power system
frequency more effectively. This second oscillation equation
is coupled to the first one (fig. 3 Hs, kd1, kw, kim) by supplying
this artificial Rocof signal like another dispatch to the first
one, via proportional gain k. Since both oscillation equations
are decoupled, the parameters can be freely adjusted in wide
parameter ranges, but stability must be taken into account.
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IV. PERFORMANCE ILLUSTRATION IN TEST

SYSTEM

A 400/220 kV 16-machine dynamic test system known as
PST16 has been developed based on characteristic
parameters of the European power system. The network
consists of 3 strongly meshed areas, which are connected by
long-distance transmission lines [S.P. Teeuwsen et al
(2003)]. In this paper, the meshed area B of the network is
considered to study the frequency dynamics, which is shown
in Fig. 4. The system is modified by adding wind turbines,
which are equipped with fully GFC- DVC and proposed

separated synchronization-RoCoF control loops.
Gen3 Gen2

Zone B:

l L2

Genl

—15.75 kV
110 kv

220 kv

380 kv

Gen5

Area B

Fig. 4. Layout of test system

A. Separated primary and RoCoF controller Functionality

The purpose of this section is to prove the functionality of
the (synchronization and RoCoF control loops for DVC)
Synch- RoCoF- DVC in case of the primary control response,
RoCoF, and nadir of the test system. For this purpose, first,
the frequency of the test system is investigated and compared
in different combinations of GFC based on DVC and SG
while after 20 seconds, the switch S; adds 250MW additional
load. A distinction is made between 5 scenarios (tab. 1).

Table 1. Synchronization (Primary) and inertia scenarios

Scenario | Description

A Only synchronous Generator (SG) in the grid

B Converter (Con) 1, 4, 5 with Synch-DVC,
Tafast=0.125s &SG2,3

C Con 1, 4, 5 with Synch-RoCoF-DVC,
Tafast=0.125s, Tasiow=1.255s & SG 2, 3

D Con 1, 4, 5 with Synch-RoCoF-DVC,
Ta,fa5[:0.125s, Ta,slow:2.55 & SG 2, 3

E Con 1, 4, 5 with Synch-RoCoF-DVC,
Ta,fa5[:0.125s, Ta,slow:SS & SG 2, 3

The synchronous generators are equipped with a primary
controller with a droop factor of 5%. To create the same

[ "con1 |



conditions, the factor k,, is set in the converters to k,= 20.
Three aggregated 1550-, 2x1000-MVA, Conl, 4, and 5
controlled using DVC with the contribution of 2x1300-
MVA- Gen 2, 3 are considered for scenarios B-E.

Fig. 5 shows the results of a frequency measurement on line
Ls for scenarios A-E (tab. 1). The diagram on the left shows
frequency dynamics for all scenarios in detail. The small
differences in the steady frequency between the scenarios
with only synchronous generators (A) and the scenarios with
converters (B-E) are due to the different network PCCs of the
converters, which are associated with somewhat greater
losses.

S0F

=)

Frequency in Hz )

4

k=

75

S 20 30 . 40 50 20
tins

(S ]
Lh

tins
Fig. 5. Frequency response of 5 mentioned scenarios

In scenarios B-E, where converters Con 1, 4, 5 are replacing
Gen 1, 4, and 5 in the grid, you can see a significantly higher
nadir compared to scenario A, which is due to the
instantaneous primary control via the factor k. Since Con 1,
4, and 5 make up more than 60% of the generation in the test
system in scenarios B-E; they can make a major contribution
to the primary control, but can otherwise also follow the grid
frequency via the factor kq:. A comparison between scenarios
A and B shows that a direct inclusion of inertia in the
synchronization swing equation causes only little
improvement in RoCoF, which is due to the high damping kg1
required for synchronization. In the second swing equation
for the formation of the RoCof signal (fig. 5), the damping
kg2 can be selected to be very low, so that the inertial response
of this does not decay over a long period of time and thus
results in more significant improvements of RoCoF and nadir
in scenario C-E. The second swing equation can be set
independently and represents a deterministic possibility of
providing inertia since no noisy frequency gradients have to
be measured here.

B. System split, islanding operation, and resynchronization

The system splitting can lead to power system breakdown
and lead to an over/under frequency, voltage, and actual risk
of system collapse. This depends upon the point of separation
and the number of loads and generation units in a given area.
The increase of transmission capacities and renewable
generation share lead to high power imbalance and interfaced
power electronics generators do not provide an inherent
contribution to the frequency dynamics and can be subjected
to disconnections.
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For the simulation and analysis of the system split,
islanding, and resynchronization scenarios with a high share
of renewable energy, like the last part combination of Conl,
4, 5 with Synch- RoCoF- DVC (around 60% converter based
generator) with Gen 2, 3 is considered. The grid has been split
through L, Ls, L7 and Ls via switches S;, Ss, Sa and Ss
switches at tsi=40 s As a result the grid is divided into 2
separated zones, zone B, with 100% converter based generator
and zone B, with 100% conventional synchronous generator.
These 2 islanded grids continue working stable in island mode
for more than 38 seconds and at tresynch=78 s would be
connected through the same lines and switches. Fig. 6 shows
the results of a frequency response of Con 1, 4, 5, and Gen 2,
3 for system split, islanding, and resynchronization scenarios.
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Fig.6. Frequency response of system split &

resynchronization

The diagram on the left indicates the frequency response
(inertial and primary behavior) at splitting time tspii= 40 s as
well as islanding mode in the next 38 sec, grid splitting causes
over-frequency in the converter-based zone and under-
frequency in the conventional generator’s zone. Frequency
stability is shown in both zones so even in zone B: (fig 6) with
100% converter based is managed by DVC and its new
separated Synch-RoCoF-DVC control. The diagram on the
right side shows the frequency response at re-synchronous
time tresynch= 78 S and post post-transient behavior. As you can
see, the frequency returns to nominal value of 50 Hz after the
resynchronization of split grids.

V. CONCLUSIONS

This paper improved the synchronization control loop of
decoupled GFC- DVC in d/q reference frame. The proposed
controller considers separated control loops for fast
synchronization with small inertia and slow inertia response
to take advantage of the fast response of the converter, and
time frames of inertial response and primary frequency
control for an effective control capability for the converter for
both timeframes after a disturbance. The proposed separated
controller determines desirable independent parametrization
for inertia from other control characteristics. The
functionality the of proposed controller was examined,
,compared and proved with frequency response and its
features like nadir and RoCoF with additional load as well as
system split, islanding and re-synchronization scenarios. For
simplification, the converters have been designed as average
models and provided with identical parameters for all
converters in the grid, to exclude the over-fitting of the
parameters for the specific application site and to prove the



robustness of the DVVC. The following work on the GFC-
DVC will address, optimal and robust RoCoF control,
detailed voltage reactive power control in the outer control
loop of DVC, and interaction of converters equipped with
DVC on each other as well as present a GFC- STATCOM
variant of the DVC.
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Systemtechnische Aspekte wahrend des
Kohleausstiegs — Relevanz, Dringlichkeit und
Schlussfolgerungen fiir begleitende Analysen

Carsten Graeve!, Marc Woestefeld®, Univ. Prof. Dr.-Ing. H. Vennegeerts

Abstract — Im Rahmen des KVBG zur politischen Verankerung
des politisch beschlossenen deutschen Kohleausstiegs bis 2038
wird auch eine Langfristanalyse in die Verantwortung der
deutschen UNB gelegt. Relevanz, Dringlichkeit und
Schlussfolgerungen  weisen  einen  Handlungsbedarf  bei
fortschreitender Reduzierung der aktiven Synchrongeneratoren
durch Stilllegung im deutschen Netzgebiet aus, welcher die
aktuellen Monitoringverfahren in Komplexitat und verfiigbarem
zeitlichem Rahmen Ubertrifft. Zudem erfordert selbst die
Bewertung heute bereits existierender technischer Alternativen
aufgrund ihrer Realisierungszeiten einen zeitlichen Vorlauf von
bis zu 6 Jahren. Aufgrund der in einem solchen
Betrachtungszeitraum vorliegenden Unsicherheiten hinsichtlich
der Realisierung laufender Netzverstarkungs- und
AusbaumaBnahmen, sowie der Entwicklung von Last und
Erzeugungsanlagen wird die Betrachtung von Szenarien
wahrscheinlich. Da die Systemsicherheit betroffen ist, sind
Entscheidungen zur Aufnahme von Kohlekraftwerken in die
Netzreserve auf Basis dieser Szenarien grof3ztigig erforderlich.
Systemische AbhilfemaBnahmen, die wie die Etablierung
netzbildender Umrichter eine Vielzahl von
Systemstabilitatsaspekten positiv beeinflussen, erfordern eine
Verankerung in EU-Richtlinien und nachfolgend der nationalen
Regelsetzung. Das ist friihestens in einem Zeitraum von 8 Jahren
denkbar, sollte aber schnellstmdglich begonnen werden. Bis dahin
ist abzuwégen, ob der Einsatz existierender Technologien mit
neuen Investitionen einer situationsbezogenen Weiternutzung von
Steinkohlkraftwerken in der Netzreserve vorzuziehen ist.

I. LANGFRISTANALYSE IM KVBG

ACH dem im August 2020 in Kraft getretenen
deutschen Gesetz zum Ausstieg aus der Kohleverstromung
("Kohleverstromungsbeendigungsgesetz”, KVBG) [1], mussen
alle bestehenden Kohlekraftwerke bis spatestens 2038
auslaufen. Bis zum endgiltigen Abschaltungszeitraum 2038
sind im KVBG Zieldaten zu den Zeitpunkten 2022 mit 30 GW
und 2030 mit 17 GW Restkraftwerksleistung verankert. Die
Abschaltung von Braunkohle und Steinkohlekraftwerken
erfolgt getrennt nach unterschiedlichen Vorgehensweisen. So
ist die vertraglich  flankierte ~ Abschaltung  der

Teile dieser Publikation wurden im Auftrag der deutschen
Ubertragungsnetzbetreiber 50Hertz Transmission, Amprion, TenneT und
TransnetBW geméR ihrer Verpflichtung nach KVBG §34(1) durchgefiihrt.

'Diese Autoren haben zu gleichen Teilen an diesem Dokument beigewirkt.

C. Graeve, elektrische Energiesysteme, Universitdt Duisburg-Essen,
Bismarckstr. 81, 47057 Duisburg (carsten.graeve@uni-due.de).
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Braunkohlekraftwerke bereits mit Abschaltreihenfolge im
Gesetz hinterlegt und auch nicht temporar aufhebbar. Der
Ubertragungsnetzbetreiber kann lediglich fiir eine beschrénkte
Dauer eine Umwandlung in einen Phasenschieber begriinden.
Steinkohlekraftwerke konnen sich allerdings in einem
Ausschreibungsprozess, der BNetzA auf eine Abschaltung
bewerben. Das Ausschreibungsvolumen orientiert sich an der
Differenz des verbleibenden Kraftwerksparks und des
linearisierten Zielwerts fiir das Abschaltjahr. Bis Ende 2023 ist
dies das einzige Abschaltungsverfahren, welches mit einer
Ubergangsphase bis 2027 in ein gesetzlich angeordnetes
Abschaltverfahren Uibergeht. Eine endgltige
AuRerbetriebnahme eines Steinkohlkraftwerks steht aber unter
dem Vorbehalt, dass das Steinkohlekraftwerk nicht als
systemrelevant zu bewerten ist. In diesem Fall wird es in die
Netzreserve uberfihrt, einem Kraftwerkspark, welcher fir
Systemdienstleistungen auf Abruf der
Ubertragungsnetzbetreiber zur Verfigung steht, jedoch nicht
mehr am Markt teilnehmen darf.

Da die Abschaltung der Kraftwerke erhebliche
Auswirkungen auf die Auslegung und den Betrieb des
Ubertragungsnetzes hat, enthalt das Gesetz die Verpflichtung
fir die deutschen Ubertragungsnetzbetreiber, bis zum 31.
Dezember 2020 eine Langfristanalyse tber den gesamten
Ausstiegszeitraum zu erstellen, welche die systemtechnischen
Aspekte des Kohleausstiegs betrachtet. Gleichzeitig soll diese
einen Rahmen zur Ausgestaltung der im KVBG verankerten
und durch die Bundesnetzagentur (BNetzA) durchzufiihrenden
begleitenden Netzanalyse liefern

Die Erforderlichkeit dieser Analyse ergibt sich aus der
Betrachtung der derzeit etablierten Verfahren zur Bestimmung
des Bedarfs an Netzreservekraftwerken. So st in der
Netzreserveverordnung [2] festgelegt, dass durch die BNetzA
zum 30.April eine jahrliche sogenannte Bedarfsanalyse
durchgefiihrt wird. Analysegegenstand ist die Bewertung der
Erzeugungskapazitaten in Hinblick auf die Zuverlassigkeit des
Versorgungsnetzes. Betrachtungsgegenstand fur die Bewertung
sind die Faktoren Leistungsfluss und Spannungs- und
Frequenzstabilitdat im Zeitraum des Analysejahres bis hin zu

M. Woestefeld, elektrische Energiesysteme, Universitdt Duisburg-Essen,
Bismarckstr. 81, 47057 Duisburg (marc.woestefeld@uni-due.de).

Univ. Prof. Dr.-Ing. H. Vennegeerts, elektrische Energiesysteme,
Universitdt ~ Duisburg-Essen,  Bismarckstr. 81, 47057  Duisburg
(hendrik.vennegeerts@uni-due.de).



vier Jahren in der Zukunft. Dabei wird die Analyse so
ausgestaltet, dass das nachfolgende Winterhalbjahr jahrlich
gerechnet wird und entscheidungsrelevant ist, sowie ein
weiteres der folgenden vier Jahre nach Vorgabe der BNetzA
betrachtet werden kann, jedoch nur als Ausblick dient.

Zusétzlich existiert bereits die Systemrelevanzprifung,
welche auf den Bedarfsanalysen aufbauen. Ausgeldst wird die
Systemrelevanzprufung durch ein Stilllegungsbegehren fir ein
Kraftwerk, mit Bezug auf den Kohleausstieg durch den
erfolgten Zuschlag oder die Anordnung zur Abschaltung eines
Steinkohlekraftwerks. Zielsetzung der Systemrelevanzprifung
ist die lokale Bewertung des Steinkohlekraftwerks in Hinblick
auf die Systemsicherheit und Netzstabilitdt. Die Bewertung
baut auf den Erkenntnissen der Bedarfsanalysen auf, kann aber
weiterflihrende Analysen auch zu weiteren Stabilitatsaspekten
beinhalten.

Gegenstand der Langfristanalysen ist die Frage, welche
Aspekte der Systemsicherheit und -stabilitit einem
regelmaRigen Monitoring und damit auch der Beriicksichtigung
in den Systemrelevanzpriufungen unterliegen sollten. Im
Zeitraum bis zum Ende des Kohleausstiegs — zum Zeitpunkt der
Analyse und nach aktueller Fassung des KVBG das Jahr 2038
ist jedoch die Systementwicklung aufgrund von
Unsicherheiten, um nur ein paar Beispiele wie Netzausbau,
Stilllegungsreihenfolge und Lastentwicklung zu nennen, nicht
belastbar analysierbar.

Fir die Langfristanalyse wird daher ein qualitativer Ansatz
gewdhlt.  Ausgangspunkt der  Analyse sind  die
Synchrongeneratoren im Netz. Diese werden auf Ihren Einfluss
in Bezug auf Systemsicherheits- und -stabilitéts-relevante
Fragestellungen betrachtet und die zugehdrigen Parameter
ermittelt. Weiterflhrend sind mdgliche Alternativen fur den
Einsatz von Synchrongeneratoren zu identifizieren und ihre
Realisierungszeiten ~ zu  ermitteln, da  diese den
Betrachtungszeitraum der Systemrelevanzpriufung fur die
Steinkohlekraftwerke bestimmen.

Ziel ist, dass abgeleiteter Untersuchungsbedarf und
ausgewiesene Kriterien wiederum einen Rahmen fiir konkreten
Untersuchungsbedarf fir die begleitenden Netzanalyse liefern.

Il. ANALYSEERGEBNISSE

Die Langfristanalysen der UNB erstrecken sich iiber
mehrere Aspekte, die Unterstiitzung durch das Fachgebiet
elektrische Energiesysteme der Universitdt Duisburg-Essen
war aber auf Systemstabilitdtsaspekte begrenzt. Insbesondere
waren dort das Engpassmanagement im Sinne der Verletzung
quasistationérer Strom- und Spannungsgrenzen sowie der Netz-
und Versorgungswiederaufbau nicht Betrachtungsgegenstand.
Aus allen Systemstabilitatsaspekten wurden zunachst samtliche
Resonanzfragen als nicht im Rahmen der
Systemrelevanzpriifung behandelbar ausgegrenzt. Dies betrifft
samtliche Resonanzerscheinungen von Erzeugungsanlagen —
Synchrongeneratoren oder Umrichter — untereinander sowie in
Interaktion mit dem Netz. Grund ist nicht, dass fur diese
Aspekte nicht grundsatzlich GegenmalRnahmen bis 2038
erforderlich werden kdénnten. Jedoch sind diese praxisgerecht —
auch aufgrund der Ublicherweise erforderlichen EMT-
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Simulationen - im Rahmen der Netzanschlusspriifung neuer
Anlagen zu behandeln und existieren fiir bestehende Anlagen
oft auch lokale Abhilfemalnahmen als Alternative zu einem
Weiterbetrieb von Steinkohlkraftwerken. Fir die weiteren
Aspekte wurden die folgenden Schlussfolgerungen gezogen:

Aspekte die im Rahmen der Langfristanalyse betrachtet
wurden:

A. Frequenzhaltung und Frequenzstabilitat

Durch das inhdrente VVerhalten der Synchrongeneratoren die
Netzfrequenz durch die Momentanreserve der rotierenden
Masse zu stiitzen, so dass Frequenzgradienten limitiert werden
um eine Aktivierung der Frequency Containment Reserve
(FCR) zu ermdglichen, ist hier definitiv ein Einflussfaktor flr
die Abschaltung der Kohlekraftwerke zu identifizieren. In
Relation haben die Kohlekraftwerke durch ihre Turbinen-
Generator-Masse einen sehr groRen Anteil an der
Momentanreserve.

Eine Uberschreitung der durch die ENTSO-E definierten
Grenzwerte fur den Frequenzgradienten ist aber auch bei
Ausschaltung aller deutschen  Kohlekraftwerke  beim
Synchronverbundbetrieb Continental Europe nicht zu erwarten.
Die Beschaffung von Regelleistung unterschiedlicher
Qualitaten im Rahmen der Frequenzhaltung ist ein Gblicher
Betriebsprozess und marktlich organisiert. Daher ist hier —
aullerhalb der Wirkung auf der Angebotsseite und damit
mdoglicherweise auf Regelleitungspreise — kein Einfluss durch
die Stilllegung der Steinkohlekraftwerke zu erwarten. Eine
Uberfithrung in die Netzreserve motiviert dies aber nicht.

Risiken kdnnen aber im Bereich der Frequenzhaltung, d.h.
im Frequenzbereich, fiir den tblichen, marktbasiert beschaffte
Gegenmalnahmen betrieblich vorliegen, dennoch auftreten.
Durch nicht konzeptgeméaRes Verhalten alterer
Erzeugungsanlagen koénnen bei Frequenzabweichungen der
Grenzwert von 800 mHz ({berschritten werden. Die
betroffenen Erzeugungsanlagen sich jedoch nur noch mit
begrenzter Nutzungsdauer vorgesehen, sodass es sich um ein
temporéres Problem handelt.

Fur den daruiber hinausgehenden Frequenzbereich, der in der
Studie mit dem Begriff Frequenzstabilitat belegt wurde, besteht
bei hohen Frequenzgradienten die Gefahr, dass die
existierenden NotmaRnahmen einschlieBlich des
Unterfrequenzlastabwurfs bei heutigem Trigger fiir denkbare
System-Split-Félle wie dem aus 2006 nicht ausreichen, um die
Frequenz im zul&ssigen Betriebsbereich zu stabilisieren und
damit einen (Teil-)Netzzusammenbruch zu vermeiden. Lokal
vorhandene Momentanreserven wirden dazu beitragen, dieses
Problem zu entscharfen. Mehrere Untersuchungen belegen die
Zunahme solcher Geféhrdungen der Frequenzstabilitat, da mit
steigenden Transportentfernungen regionale Ungleichgewichte
der Wirkleistungsbilanz

zunehmen und die regional vorhandene Momentanreserve
abnimmt. Dieser Aspekt tritt grundsatzlich auch unabhéangig
vom Kohleausstieg auf, wird durch diesen aber forciert und
muss daher auch in diesem Kontext weiter untersucht werden.
Er ist auf Grund der weitrdumigen Wirkung auf europdischer



Verbundebene zu analysieren und zu bearbeiten. Es fehlen aber
noch auf ENTSO-E-Ebene zu definierende
Auslegungskriterien, nach denen mogliche Gegenmalinahmen
dimensioniert und parametriert werden kénnen.

Daher ist hier ein regelmaRige Bewertungsbedarf auch im
Rahmen der Systemrelevanzpriifungen beim Kohleausstieg
erforderlich.

B. Langzeit-Spannungsstabilitat und transiente Stabilitat

Im Langzeitbereich tragen die Synchronmaschine durch die
einstellbare Blindleistungsbereitstellung heute erheblich zur
Stabilitatssicherung bei.

Im  Bereich der transienten  Stabilitdt  stlitzen
Synchronmaschinen das System durch ihre inharente Reaktion
auf Spannungs- und Winkelédnderungen an den Klemmen, so
dass inshesondere eine verzdgerungsfreie
Blindleistungsstiitzung temporar bis ca. Faktor 2,5 ber den
quasistationdren Betriebsbereich hinaus erreicht wird.

Eine unzureichende Deckung des Blindleistungsbedarfs ist
bisher weltweit der haufigste Ausloser fiir
Netzzusammenbriiche. Der Bedarf an stationdrer und
dynamischer Blindleistung ist erheblich und wird auch
regelméaRig im Netzentwicklungsplan durch die
Ubertragungsnetzbetreiber aufgezeigt.

Problematisch ist das Verhéltnis zum Netzausbaufortschritt,
da auf lokaler Ebene im Planungshorizont von alternativen
Blindleistungsquellen  (3-6a) Unsicherheiten oder aus
UmbaumaRnahmen folgenden zeitweiligen Netzschwéchungen
resultieren. Daher sind regelméaBiger Analysen und die
Berticksichtigung in den Systemrelevanzpriifungen
unabdingbar.

Fur die transiente Stabilitdt ist ebenfalls ein Risiko
auszuweisen. Sofern keine MalRnahmen ergriffen werden wird
durch  steigende  Transportentfernungen  mit  hohen
Betriebsmittelauslastungen bei Abschaltung der
Synchrongeneratoren die Stabilitdt beeintréchtigt. Alternative
MaRnahmen (z.B. Phasenschieberanlagen) sind vorhanden,
erfordern jedoch einen anzunehmenden Umsetzungszeitraum
von 3-6a.

Die  Unsicherheiten und  mdglichen  kurzfristigen
Netzschwéchungen, sowie die  Abhéangigkeit vom
Netzausbaufortschritt machen eine regelmaRige Analyse und
Bewertung der Situation zwingend erforderlich, zumal mit der
Umristung von Kohlekraftwerken auf Phasenschieber eine
Briicke bis zur Existenz systemischer Abhilfemalinahmen unter
Einbezug netzbildender Umrichter geschaffen werden kann.

C. Bereitstellung von Kurzschlussstrom

Im Fehlerfall tragen die Synchrongeneratoren durch ihr
inhérentes Verhalten unmittelbar zum Kurzschlussstrom bei.
Dabei liegt der Strombeitrag bei einem Vielfachen lhres
Nennstroms. Ein Verhalten, welches durch umrichterbasierte
Erzeugungsablagen bisher nicht abgebildet werden kann.

Dennoch ist eine Unterschreitung des minimalen
Kurzschlussstrombedarfs ~ fir  die  Sicherstellung  der
konzeptgeméalen Schutzauslésung installierter Einrichtungen
im Betrachtungszeitraum nicht zu erwarten. Zusatzlich
bestehen noch  Sicherheitsreserven im  Bereich  der

20

Empfindlichkeit der Schutzsysteme, so dass bei lokalem Bedarf
und mit geringer Vorlaufzeit eine notwendige Umriistung
durchgefiihrt werden kann.

Fur die Klarung der Frage, in welchem Umfang
Oberschwingungen bei Einschalten und Ubererregung von
Transformatoren die umrichterbasierten Erzeugungsanlagen
beeintrachtigen, besteht noch  Forschungsbedarf. Ein
regelmaRiger Analysebedarf ist jedoch derzeit nicht ableitbar.

Die geringere Dynamik der Kurzschlussstrombereitstellung
heutiger umrichterbasierter Erzeugungsanlagen sowie ihre
geringere Hohe sorgt in Verbindung mit dem Wegfall der
Synchrongeneratoren ~ fur  eine  VergroRerung  des
Spannungstrichters im Fehlerfall. Wahrend auf der Seite der
Erzeugungsanlagen bereits mit der LVRT-Eigenschaft eine
unzulassig hohe Beeinflussung der Wirkleistungsbilanz durch
die Spannungstrichter wirksam vermieden wird, bestehen dafiir
auf der Seite der Verbraucher noch keine Vorgaben. Eine
Notwendigkeit fir GegenmaBnahmen ist aber zunéchst
messtechnisch durch Nachweis des Wegfalls groRerer
Verbrauchsleistungen nach Fehlern zu begriinden. Da zudem
Ldsungen wie bei den Erzeugungsanlagen bei der Ursache auf
Geréteebene anzustreben sind, leitet sich daraus kein
regelmaRiger Analysebedarf in Systemrelevanzpriifungen ab.

I1l. ALTERNATIVEN

Neben dem weiterbetrieb der Synchrongeneratoren sind
Technologiealternativen  bereits verfugbar oder in der
Entwicklung. Tab. | zeigt die in der Studie ermittelten
Realisierungszeitrdume sowie die durch eine MaRnahme
beeinflussten Systemstabilitatsaspekte.

Technologische  Alternativen zum  Weiterbetrieb  der
Synchrongeneratoren bestehen existieren fir alle Aspekte.
Dennoch gibt es Einschrankungen, so ist durch politische
Vorgaben die Umrlstung eines bestehenden
Synchrongenerators zu einem Phasenschieber nur temporér
geduldet und als praferierte Option auszuschlieBen. Fir die
Realisierbarkeit ist — wie oben schon erwéhnt -bereits flr
existierende  Technologien ein  Zeitraum  bis  zur
Einsatzfahigkeit der MalRnahmen von bis zu 6a anzusetzen.



TABELLE |
Technologiealternativen zum Weiterbetrieb von

2a

Synchrongeneratoren
Alternative real. Zeitraum
Umristung auf Phasenschieber Monate ...
Flexible Lasten Monate ...

Hohere Schutzsensitivitat

Bezug Scheinleistung von VN 1...4a
Mehr Generatoren mit Méglichkeit voller | 4a
dynamischen Spannungsstiitzung in VN
Statische Blindleistungsquellen 3...6a
STATCOM 3...6a
Neue Phasenschieber 3...6a
Mehr FCR und/oder mit héherer Dynamik min. 4a
Steuerbare Blindleistung von Generatoren min. 4a
Q(P=0) in GC festschreiben '
Forderung nach hoherer Stromstérke von min. 8a
Wechselrichtern in Grid Codes '
héhere Immunitat von Verbrauchergeraten .
S min. 8a
gegen Spannungseinbriiche
Netzbildendes Verhalten von Umrichtern min. 8a

(Grid Forming Converter Control, GFC)

f Frequenzstabilitat

U| Langzeit Spannungsstabilitat — statisch
U(tg} Langzeit Spannungsstabilitat — dynamisch
uh(?{ Transiente Stabilitat

I, Kurzschlussstrom

AUgip  Spannungseinbriiche aus Sicht der Verbraucher

1: Nur wenn ausschlieBlich lokal benﬁtlst‘;t

2: zur Erfullung der Anforderungen an Strommenge um
vergleichbar mit Phasenschieber zu sein

3: Schon verfligbar in heutigen Regelungen

Fir neue Technologien, welche zusatzlich noch eine
Festschreibung in internationalen und nationalen Grid Codes
erfordern, sind insgesamt mindestens 8a anzusetzen.
Die existenten Bewertungsprozesse zur Systemrelevanz und
dem Bedarf an Netzreserve bilden diesen Zeitraum nicht ab
(s. Abschnitt XYZ oben). Die Empfehlung ist also eine
weitere  begleitende  Netzanalyse mit  mittelfristigen
Bewertungshorizont zu etablieren [3].

2a

1
Monate ... 2a

21

U Ui ues I

. | 3-.-

AUdip

f

Fristen nach KVBG
Aussschreibungsergebnis brw. Jedes Jahr mind. 1
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Abbildung 1: Realisierungszeitrdume im Kontext der Fristen nach KVBG



IV. GRID FORMING CONTROL (GFC)

Eine systemische Alternative zum Weiterbetrieb der
Steinkohlekraftwerke ist das netzbildende Verhalten von
umrichterbasierter Einspeisung erneuerbaren Energien sowie
von STATCOM, Batteriewechselrichtern und HGU. Dieser
Ansatz zur Betriebsfihrung ermdglicht ein inhdrent
systemstutzendes Verhalten, das somit, geméaR obiger Tab. I,
stitzend auf alle Systemstabilitatsaspekte wirkt. Im Gegensatz
zu Uberlastungsfahigen konventionellen Synchrongeneratoren,
sind die zuldssigen Stréme jedoch stark eingeschrénkt und
bieten keine hohen Uberlastkapazititen, welche z.T. genau in
den kritischen Netzzustdnden bendtigt werden. Aufgrund
dessen muss zur Erreichung einer hinreichenden systemischen
Wirkung ein flachendeckender Einsatz der netzbildenden
Umrichter erfolgen. Zusétzlich zu den Leistungskapazitaten
sind zumeist auch — bedingt durch die Technik hinter dem
netzseitigen Umrichter — die Energiekapazititen begrenzt. Mit
wenigen Ausnahmen (dedizierte Batteriespeicher, oder mit
zusatzlichen Kurzzeit-Energiespeicher aufgeriistete Typ 2
Erzeugungsanlagen) sind die Anlagen nur im Stande die
erforderliche Energie aus dem stark begrenzten Zwischenkreis
Kapazitaten — bei Windenergieanlagen auch noch kurzzeitig
aus der Rotationsenergie des Rotors — zu extrahieren.

Ferner mussen zu den technischen Herausforderungen auch
politische und rechtliche Aspekte betrachtet werden. Durch die
zeitliche Dringlichkeit der Dekarbonisierung muss, unter
Annahme einer hohen Vorlaufzeit (etwa 8 Jahre) (Tab. I, die
Aufnahme in nationale und internationale Grid Codes rasch

erfolgen. Erst nach diesen MalRnahmen kann ein
flachendeckender Einsatz erfolgen, der zudem erst sukzessive
mit der Installation neuer Anlagen einen hoheren

Durchdringungsgrad erreicht.

Dafur muss zundchst das netzbildende Verhalten definiert
werden. Bisher herrscht jedoch nur ein grundsétzlicher Konsens
Uber das Verhalten, das weiter unten in diesem Abschnitt
umrissen wird. Umfang und Dynamik des Verhaltens sind aber
nicht definiert. So ist zu kldren, in welchem Umfang aus
systemtechnischer Sicht eine direkte Orientierung am
Verhalten der Synchronmaschine zielfiihrend ist. Dabei werden
die Mdoglichkeiten einer gezielten Programmierung des
Umrichterverhaltens noch nicht  vollstdndig  genutzt.
Beispielsweise kann bei der Erbringung der Momentanreserve
erwogen werden, dass — analog zu Synchronmaschine — eine
Ausspeisung  von  Energie nicht quadratisch  zum
Frequenzrickgang erfolgt, sondern nach anderer Funktion oder
unter Beriicksichtigung weiterer Kriterien, wie etwa dem
Frequenzgradienten. Ferner erscheint das resultierende
schwingende PT2-Verhalten nicht systemfreundlich. Eine
weitere Ausarbeitung bzw. Festlegung der notwendigen
Eigenschaften erfordert wiederum Zeit, bevor ein zuverlassig
definiertes netzbildendes verhalten in die Grid Codes
aufgenommen werden kann.

Dies fihrt folglich wieder zu der Notwendigkeit, technologisch
schon jetzt verfligbare, Briickentechnologien, wie etwa
rotierende Phasenschieber, umzusetzen.

Da keine bindende Definition des netzbildenden Verhaltens
verfligbar ist, kann auch keine Priifung nach dessen Verhalten
erfolgen. Die Kerneigenschaften missen jedoch nach
Maglichkeit in allen Spannungsebenen und Netzsituationen
dargeboten werden. Auch unter volliger Abwesenheit von
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synchroner  Energieeinspeisung.  Erste  Eingrenzungen
bezuglich des Verhaltens wurden sehr wohl schon erbracht. Auf
nationaler Ebene hat der FNN in einem Positionspapier die
Teilnetzbetriebsfahigkeit [4] auch bei EZA des Typs 2
vorausgesetzt. Weiter wurde fir spezielle Betriebsmittel, z.B.
HGU-Systemen in Erganzung zur VDE AR-N 4131 [5] ein
Spannungseinprégendes Verhalten festgelegt und mit priifbaren
Kriterien referenziert. International wurde auf ENTSO-E Ebene
schon allgemeine Anforderungen [6] an Typ 2 EZA postuliert
um einen sicheren Netzbetrieb weiterhin zu ermdéglichen.

In Anlehnung an Nachbarstaaten kann ebenso ein netzbildendes
Verhalten naher definiert werden (wie etwa UK [7]).

Konsens bei der Betrachtung des netzbildenden Verhaltens ist
ein verzdégerungsbehaftetes Spannungsquellenverhalten. Die
Typ 2 EZA wird dabei als Spannungsquelle hinter einer
Impedanz modelliert. Diese Impedanz besteht aus einer
Hardware-bedingten Impedanz (Z;,,erer) UNd einer optionalen
Software-implementierten Impedanz (Z .ontrotier » Abb. 2)

Zgrid

UGrid Ucontroller

____________________________

Abbildung 2:Schematische einpolige Darstellung eines netzbildenden
Umrichterkonzepts (Thévenin Ersatzschaltbild)
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Abbildung 3: Mechanische Aquivalentdarstellung der netzbildenden Regelung
vor (schwarz) und nach (rot) Netzanderung. Mit
Tragheit/Beharrungsvermégen, synchronisierendem und ddmpfendem
Verhalten.

Die Spannungsquelle wird stationdr mit einer an das Netz
synchronisierten Frequenz und Amplitude betrieben, so dass
die Referenz-Sollwerte erreicht werden. Bei Abweichungen
von diesem Netzbetriebszustand werden jedoch Amplitude und
Frequenz zeitlich verzdgert nachgefihrt, bzw. wieder
resynchronisiert (Abbildung 4), um eine gewisse Art von
rotierender Masse, somit auch Tragheit, sowie eine zunachst
starre Spannungsquelle nachzubilden (Abbildung 3). Die



Betrachtung kann an eine Synchronmaschine angelehnt
werden, bedeutet aber nicht zwangsléufig eine Nachbildung
dieser.

Dies flhrt zu inh&renten Ausgleichsvorgangen (Abbildung 5),
die der Netzdnderung entgegenwirken, was wiederum eine
netzstabilisierende Wirkung erzeugt. Dies erfolgt durch
Bereitstellung von Fehlerstromen, inhdrenter
Blindleistungsédnderung und einen Beitrag zur Gesamttragheit
des Systems. Zu beachten sind die eingangs erwahnten
Limitierungen in der Stromtragfahigkeit, der
Umrichtersysteme, sowie deren begrenzte
Energieverfugbarkeit. Die Stromlimitierung ist Hersteller-
spezifisch, aufgrund der verschiedenartigen Ausgestaltung in
der Wirkung auf Wirk- und Blindstrom und damit einer
unterschiedlichen Systemwirkung, aber konkret in Grid Codes
auszuformulieren. Allgemein ist auch eine Umschaltung
zwischen Regelungsverfahren unerwiinscht, da sie das
deterministische Verhalten und damit die Beobachtbarkeit des
Systems einschrankt.
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Abbildung 4: Nachfiihrung von AusgangsgrofRen eines netzbildenden
Umrichters wie Amplitude oder Winkel nach einer Netzénderung.
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Abbildung 5: Strommagnitude nach einer Netzzustandsanderung im Vergleich
von netzbildendem und klassischen Reglerverhalten

Zusammenfassend kann gezeigt werden, dass mit
netzbildenden Umrichtern ein méglicher Lésungsansatz
gegeben ist, um die herausgestellten Systemfaktoren flir den
Kohleausstieg zu beherrschen. Die hohe Vorlaufzeit fiir die
Aufnahme in nationale und internationale Grid Codes
erfordert aber eine zeitnahe Definition, da der zeitliche
Horizont bis zum Kohleausstieg sehr begrenzt ist. Dieser
korreliert nicht mit flachendeckender Umsetzbarkeit von
Losungsansatzen und erfordert somit den Einsatz von
existierender Briickentechnologie. In allen Féllen benétigt der
Ausstieg aus der Kohleverstromung jedoch langfristige und
Uberregionale Analysen. Die schon bestehenden Bedarfs- und
Systemrelevanzanalysen missen erweitert werden. Dabei
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mussen multiple Szenarien Uber einen langeren
Betrachtungszeitraum betrachtet werden, sowie dynamische
Simulationen durchgefiihrt werden. Der Detailgrad zur
vollstdndigen Analyse libersteigt jedoch den heute
verfuigbaren Betrachtungszeithorizont in zeitlicher Hinsicht
und Komplexitat, so dass sie Prozesse neu bedacht werden
mussen.
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Bestimmung der maximal zulassigen Wirkleis-
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Kurzzusammenfassung—\Verteilnetzbetreiber stehen vor der
Herausforderung, bestehende und zukiinftige Niederspannungs-
verteilnetze auf die Integration neuer Lasten auszulegen und in-
nerhalb der zuldssigen Betriebsgrenzen zu betreiben. Lasten mit
hohen spezifischen Leistungen, wie z.B. Schnellladeinfrastruktur
fur die Elektromobilitat, kdnnen die Netzstrukturen besonders
stark auslasten. Um die mdgliche Durchdringung an solchen Las-
ten zu ermitteln, gilt es méglichst geeignete Szenarien hinsichtlich
der Wahl einzelner Netzknoten zur Lastintegration zu verwenden.
Hierfur kann das bestehende Verfahren zur Unterscheidung von
Netzknoten anhand ihrer Leistungssensitivititen aus dem Be-
triebspunkt des Netzes heraus genutzt werden. In diesem Beitrag
wird dieses Verfahren auf reale Niederspannungsnetzstrukturen
angewandt, um die maximal zulassigen Wirkleistungssteigerun-
gen an einzelnen Knoten zu bestimmen. Es wird einer iterativen
Berechnung gegentibergestellt, um die Abweichung dieses linearen
Verfahrens zu einer betriebspunktabhéngigen Berechnung zu be-
stimmen. AnschlieRend wird die Abweichung der Ergebnisse des
linearen Verfahrens durch sequentielle Schritte verbessert. Die so
gewonnenen Erkenntnisse dienen zur Bewertung des Verfahrens
der Klassifizierung von Netzknoten anhand ihrer Sensitivitaten
und somit zur zukunftigen Bildung und Bewertung von Szenarien
fiir die Integration von Lasten mit hohen Leistungen.

Schlusselwérter—Knotensensitivitaten, Lineare Optimierung,
Netzintegration, Niederspannungsnetz

NOMENKLATUR
NS Niederspannung
VNB Verteilnetzbetreiber
WE Wohneinheit

. EINFUHRUNG

Die Integration von Ladeinfrastruktur fiir Elektromobilitét
und anderer Lasten mit hohen spezifischen Leistungen
stellt Verteilnetzbetreiber (VNB) vor die Herausforderung, be-
stehende und zukiinftige Netze entsprechend zu planen und zu
betreiben. Aus volkswirtschaftlicher Sicht soll der Aufwand fir
Malnahmen der Netzverstarkung und des Netzausbaus hin-
sichtlich einer flachendeckenden Ldsung dabei méglichst ge-
ringgehalten werden. Hierflr gilt es, Lasten mit vergleichs-
weise hohen Leistungen mdoglichst an Netzknoten zu integrie-
ren, an denen eine hohe Wirkleistungssteigerung auf Basis der

Die hier zu Grunde liegende Forschung wird innerhalb des VVerbundprojekts
,.H-stromert* finanziell geférdert vom Deutschen Zentrum fiir Luft- und Raum-
fahrte. V, DLR Projekttrager— 01MZ18011B.
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Planungsgrundsétze bestehender Netze zulassig ist. Zur Bil-
dung von Szenarien fiir die Integration von Lasten kann die Me-
thode der Klassifizierung von Netzknoten anhand ihrer be-
triebspunktabhéangigen Leistungssensitivitaten verwendet wer-
den. In diesem Beitrag wird daher untersucht, inwieweit ein sol-
ches Vorgehen zuldssig ist.

Hierflr wird zunéchst in 11. das lineare Berechnungsverfah-
ren der Knotensensitivitaten vorgestellt. Zusétzlich wird das
Vorgehen eines iterativen Verfahrens kurz erlautert, da dieses
flir die Ermittlung von Vergleichswerten genutzt wird, um die
Ergebnisse des linearen Verfahrens bewerten zu kénnen. In 111.
werden die exemplarischen Verteilnetzstrukturen sowie die
Verbraucherannahmen vorgestellt, um den Betriebspunkt der
Netze abzubilden, der dem Planungsgrundsatz der VNB ent-
spricht. In IV. wird der Unterschied zwischen den zwei Berech-
nungsverfahren zur Bestimmung der maximal mdglichen
Wirkleistungssteigerung je Netzknoten in den exemplarischen
vorstadtischen Netzen der Niederspannung (NS) herausgestellt.
Diese Wirkleistungssteigerungen werden zur Bestimmung des
Kipppunktes von NS-Netzen bendtigt, ab dem Netzverstarkung
zur Erhéhung des moglichen Durchdringungsgrades an Lasten
mit hohen spezifischen Leistungen notwendig wird. Diese Er-
gebnisse kdnnen dazu beitragen, zukinftige Investitionskosten
zu reduzieren oder zu verschieben.

Il. BERECHNUNGSMETHODEN

Zur Bestimmung der maximal méglichen Wirkleistungsstei-
gerungen je Netzknoten aus dem aktuellen Betriebspunkt des
Netzes heraus wird die Leistungsflussberechnung nach [1] ver-
wendet. Der grundlegende Ansatz basiert auf den nichtlinearen
Leistungsgleichungen (1) und (2) fur die Netz- bzw. Knoten-
leistungen. Durch Gleichsetzen von S, und S, lassen sich ent-
sprechend Leistungsdifferenzen aufstellen. Aufgrund der Span-
nungsabhéngigkeit dieser Leistungsdifferenzen, stellen sich die
Spannungen so ein, dass der Wirkleistungsanteil Ap und der
Blindleistungsanteil Aqg gleich null sind. Hierbei ist u, der
Knotenspannungsvektor, U , die Diagonalmatrix von U, I,
der Knotenstromvektor und Y , die Knotenadmittanzmatrix
des Netzes.
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Die Losung der nichtlinearen Gleichungen erfolgt nach dem
Newtonverfahren durch eine Taylorreihen-Entwicklung mit
Abbruch nach dem ersten Glied zur Linearisierung in der Um-
gebung der N&herungswerte Au, sowie Ad, und wird in (3)
zusammengefasst.
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Alternativ ergibt sich die Schreibweise nach (4) mit der Ja-
cobi-Matrix J , dem Zustandsvektor X nach Winkel und Be-
trag und dem Vektor y der negativen Wirk- und Blindleis-
tungsdifferenzen [1].

Ausgehend von einem Betriebspunkt des Netzes, welcher
sich aus den Last- und Einspeiseannahmen (s. 111. B.) ergibt,
kénnen mit (3) bzw. (4) durch Bildung der inversen Jacobi-
Matrix J™ die Anderungen von Knotenspannungsbetragen
und -winkeln bei Knotenwirk- und -blindleistungsénderungen
im gewaéhlten Betriebspunkt linear abgeschatzt werden. Leis-
tungssensible Netzknoten kénnen anhand der Betrags- und
Winkel&nderungen der Knotenspannungen Au, und Ad, in
Abhéngigkeit von entsprechenden Knotenleistungsanderungen
Ap, und Aq, aus dem stationdren Betriebszustand heraus
identifiziert werden. Durch Nutzung der Zweiggleichungen
konnen zusétzlich die Anderungen der Betrage der Terminal-
strome Ai; hierfiir verwendet werden [2].

A. Verfahren 1: Lineares Optimierungsproblem

Um das Verfahren der Klassifizierung von Netzknoten an-
hand ihrer Sensitivitaten bewerten zu kénnen, werden die ma-
ximal zuldssigen Knotenwirkleistungen unter Einhaltung der
Betriebsgrenzen bendtigt. Da es sich obig um die Abschatzung
von Sensitivitdten anhand der linearisierten Netzgleichungen
(s. (3)) handelt, wird ein lineares Optimierungsproblem formu-
liert, wobei das Dual-Simplex Verfahren zur Lésung in
MATLAB angewandt wird. Das Optimierungsproblem wird
nach [3] Uber die Minimumsuche min( fTx) mit den Un-
gleichheitsbedingungen A-x<b beschrieben, wobei der Zu-
standsvektor x nach (5) definiert wird.

o
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Um die Formulierung einer maximalen Wirkleistungserho-
hung als ein Minimierungsproblem aufzustellen, wird die Ge-
wichtungsfunktion f mit negativen Einsen an den zu untersu-
chenden Knoten versehen. Die Matrix A aus (6) beinhaltet die
Sensitivitaten der Betrdge der Knotenspannungen und Termi-
nalstrdme in Abhingigkeit der Anderung der Knotenwirk- und
Blindleistungen. Der Vektor b in (7) enthdlt die Randbedin-
gungen der gewahlten zuldssigen Betriebsgrenzen (s. 111 A.).
Die Blindleistung wird vernachlassigt, wodurch sich (5) und (6)
entsprechend vereinfachen.

©)
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Inwieweit diese Methode leistungssensible Knoten anhand
der bestimmbaren Sensitivitaten entsprechend genau identifi-
ziert, wird durch eine iterative Berechnung Gberprift, um die
Abhangigkeit der Knotenspannungsbetrdge und Terminal-
strome bei Anderungen des Betriebspunktes besser in Bezug
auf eine Verletzung der zulassigen Betriebsgrenzen zu beriick-
sichtigen.

B. Verfahren 2: Iterative Berechnung

Fur die iterative Bestimmung der maximal zul8ssigen
Wirkleistungssteigerung je Netzknoten, wird die Wirkleistung
schrittweise an jeweils nur einem Knoten K erhéht und an al-
len anderen Knoten konstant belassen. Je Schritt wird nach ei-
ner Leistungsflussberechnung die Einhaltung der Betriebsgren-
zen Uberpriift (s. Abb. 1). Sobald eine Betriebsgrenze verletzt
wird, resultiert das Ergebnis aus dem Schritt davor. Die Leis-
tungsanderung AP erfolgt dabei in gestuften Schrittweiten von
1 kW bis 1 W, um die Rechenzeit zu reduzieren.

Dieses Verfahren ist fir einfache Netzstrukturen mit tber-
schaubarer Knotenzahl und einfachen Zielstellungen, wie hier
der Ermittlung der maximal zulassigen Wirkleistungsanderung
an einzelnen Knoten in angemessener Rechenzeit durchfihrbar.
Es wird jedoch deutlich rechenzeitintensiver, je grofer die
Netze und Fragestellungen werden, wie z.B. die Bestimmung
der maximal zuldssigen Wirkleistungsanderung an multiplen
Netzknoten inkl. einer Berlicksichtigung von Blindleistungsén-
derungen. Optimierungsverfahren bieten dann die Chance zur
Lésung des Problems in verbesserter Rechenzeit [4].
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Abb. 1. Berechnungsschema bei der iterativen Bestimmung der maximalen
Wirkleistungssteigerung je Knoten
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I1l. TESTNETZGEBIET UND LASTSZENARIO

Die Abbildung einer typischen Netzsituation von Nieder-
spannungsverteilnetzen in Bezug auf den erreichbaren Durch-
dringungsgrad an LIS erfolgt anhand von fiinf NS-Netzen eines
exemplarischen Netzgebietes. Anhand der topologischen und
technischen Parameter werden diese Netze nachfolgend be-
schrieben. Zur Berlcksichtigung des grundlegenden Netzbe-
triebspunktes werden die in den Netzen vorhandenen Haushalte
durch Lastannahmen abgebildet.

A. Informationen der NS-Netze im untersuchten Netzgebiet

Die funf vorstadtischen Netztopologien sind in Abb. 2 a) bis
e) als anonymisierte Netzgraphen dargestellt. Die aus der Rea-
litat adaptierten stadtischen Niederspannungsverteilnetze des
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Abb. 2. Topologien der einphasig modellierten vorstadtischen Niederspan-
nungsverteilnetze

Versorgungstyps Wohngebiet mit Strahl- und Ringtopologien
werden mit je einem Transformator aus der 10-kV-Mittelspan-
nungsebene versorgt. In der Tab. 1 sind zur Klassifizierung die
Metainformationen der NS-Netze aufgeflhrt. Hierbei sind die
Netze anhand der Anzahl an Knoten, topologischen Ringen so-
wie abzweigenden Strahlen von Nr. 1 bis Nr. 5 sortiert. Zudem
variiert die Gesamtkabelldnge und die Bemessungsleistung der
speisenden Transformatoren. Es werden typische Leiterquer-
schnitte verwendet (vgl. [5]). Flr Hauptkabelstrange liegen die
Querschnitte von 150 mmz, 120 mm?2 oder 75 mm?2 vor. Knoten
mit einer angeschlossenen Haushaltslast sind Uber ein Kabel
mit einem Querschnitt von 35 mm?2 an die unterverteilenden
Kabelverteilerschranke oder Gber Muffen an die Hauptstrange
angebunden. Die in den NS-Netzen vorhandenen Wohneinhei-
ten (WE) beinhalten die Typen Wohnung, Reihenhaus, Einfa-
milienhaus und Doppelhaushélfte.

Tab. 1. Metainformationen der untersuchten vorstédtischen Niederspannungs-
verteilnetze

NS-Netz Knoten Ringe Strahlen Leitung Y4 Trafo S | WE
Nr. > 2 Knoten km kVA

1 111 1 14 0,243 250 45

2 91 1 17 1,367 250 90

3 108 3 13 1,652 250 88

4 275 4 14 1,036 630 330

5 430 7 24 6,962 630 230

Die Betriebsgrenzen der Netze haben erheblichen Einfluss
auf den maximalen Durchdringungsgrad. Das zuldssige Span-
nungsband wird in Abhangigkeit von der Netznennspannung in
der NS-Ebene von 0,4 kV mit einer zul&ssigen Abweichung
von +5 % gewahlt. Als zuldssige Auslastung der Leitungen und
Transformatoren muss der Klemmenstrom (ber den Betriebs-
mitteln Kleiner oder gleich dem jeweiligen Bemessungsstrom
sein, der als thermisch maximal zuléssiger Strom definiert wird.
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B. Verwendete Haushaltslasten fiir den Netzbetriebspunkt

Zur Bildung eines Ausgangszustandes flr jedes NS-Netz
werden die Hausanschlisse und die dort versorgten Wohnein-
heiten gemaR ihrer vom VNB angegebenen Planlasten bertick-
sichtigt, die aus einer Kombination der Verbrauchsdaten und
des anzusetzenden Gleichzeitigkeitsfaktors fiir Haushalte zur
Beriicksichtigung eines realitatsnahen Lastzustands am Orts-
netztransformators resultieren (s. Abb. 3). Es wird aufgrund des
Verhéltnisses von R/X >1 der NS-Netze vereinfachend der
Verschiebungsfaktor cos(¢) =1 fiir die Lasten verwendet. Ab-
gesehen vom Verschiebungsfaktor besteht durch die Verwen-
dung dieser Leistungswerte eine hohe Unsicherheit beztglich
der moglichen Belastung einzelner Leitungsabschnitte. Ein-
speisungen werden nicht beriicksichtigt, um ausschlielich die
Auslastung des Netzes unter Lasten zu prifen.
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Abb. 3. Angenommene Wirkleistungsverteilungen der Haushaltsleistungen fur
den jeweiligen Netzbetriebspunkt in den NS-Netzen als absolute Haufigkeits-
verteilungen

I\VV. ERGEBNISSE

Die ermittelten maximalen Knotenwirkleistungssteigerun-
gen je Netzknoten aus dem Ansatz der linearen Programmie-
rung werden zundchst gegeniiber den Werten der iterativen Be-
stimmung dargestellt. Die Ergebnisse werden flr die NS-Netze
einzeln untersucht, um geringe Wertunterschiede zu identifizie-
ren und auf stark abweichende Werte anhand der jeweiligen
Netzknotenanzahl geeignet eingehen zu kénnen. AnschlieRend
wird gezeigt, wie sich die Ergebnisse der linearen Optimierung
durch wiederholte Anwendung des Verfahrens sequentiell ver-
bessern.

A. Maximale Wirkleistungssteigerung

Fur das NS-Netz Nr. 1 sind die maximalen Knotenwirkleis-
tungssteigerungen in Abb. 4 dargestellt. Grundlegend sind ne-
ben dem unterspannungsseitigen Transformatorknoten, an dem
die hochste maximal zuldssige Wirkleistungssteigerung mog-
lich ist, zwei Wertebereiche identifizierbar, die aufgrund der
verwendeten Kabeltypen resultieren. Es zeigt sich fur alle
Werte eine geringe Abweichung zwischen der iterativen Be-
rechnung und der Abschatzung Uber die lineare Optimierung
aus dem Betriebspunkt des Netzes heraus. Mit der Entfernung
vom Slack-Knoten sinken die Werte der iterativen Berechnung,
da die Betriebspunktabhangigkeit der sich einstellenden Kno-
tenspannungen bertcksichtigt wird. Es tritt ein Ausreif3er auf,
da dieser Knoten eine héhere Leistungssensibilitat aufweist und
damit starker vom Betriebspunkt abhangt, als aus dem 1. Schritt
der linearisierten Netzgleichungen bestimmbar ist.
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Abb. 4. Vergleich der Verfahren zur Ermittlung der maximalen Wirkleistungs-
steigerung je Knoten in NS-Netz Nr. 1

Die Ergebnisse fur das NS-Netz Nr. 2 sind in der Abb. 5 ge-
zeigt, wobei analoge Beobachtungen wie bei NS-Netz Nr. 1
feststellbar sind. Ausgehend vom Transformator verlaufen die
Werte abfallend. Im Gegensatz zu NS-Netz Nr. 1 liegt hier eine
Ringstruktur mit mehreren abzweigenden Strdngen vor,
wodurch sich die Werte der maximal zulassigen Wirkleistungs-
steigerung mehr zueinander unterscheiden. Es treten an zwei
Knoten AusreiRer auf, womit das Integrationspotential von Las-
ten an diesen deutlich geringer ausfiele, als anhand der Methode
der Ermittlung von Knotensensitivitaten aus dem Arbeitspunkt
heraus bestimmbar ist.
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Abb. 5. Vergleich der Verfahren zur Ermittlung der maximalen Wirkleistungs-
steigerung je Knoten in NS-Netz Nr. 2

Anhand der Abb. 6 ist zu erkennen, dass in NS-Netz Nr. 3
drei Wertebereiche der Ergebnisse auftreten. Hier liegt ein Ka-
belstrang mit héherem Leiterquerschnitt vor als in den NS-
Netzen Nr. 1 und Nr. 2. Die maximal zuldssige Wirkleistungs-
steigerung resultiert am Transformatorknoten. Es treten an drei
Knoten Ausreiler auf. Hier wirden durch die Methode der
Klassifizierung von Netzknoten anhand ihrer Sensitivititen
zwei Knoten fehlerhaft resultieren, an denen eine hohere
Wirkleistungssteigerung ausgewiesen wird, als moglich wére.
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Abb. 6. Vergleich der Verfahren zur Ermittlung der maximalen Wirkleistungs-

steigerung je Knoten in NS-Netz Nr. 3

Fir das NS-Netz Nr. 4 wird aus der Abb. 7 ersichtlich, dass
durch die verschiedenen Kabeltypen und die vorliegenden
Ringstrukturen des Netzes lediglich das geringe Werteniveau
der Hausanschlusse eindeutig identifizieren lasst. Der maxi-
male Wert resultiert am Transformatorknoten. Die Werte der
iterativen Berechnung liegen auch hier unter den Werten der li-
nearen Optimierung. Es tritt an einem Knoten ein Ausreifler auf.
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Abb. 7. Vergleich der Verfahren zur Ermittlung der maximalen Wirkleis-
tungssteigerung je Knoten in NS-Netz Nr. 4
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Fur das NS-Netz Nr. 5 mit der groBten untersuchten Netz-
struktur sind die maximal zuldssigen Wirkleistungssteigerun-
gen in der Abb. 8 dargestellt. Die maximal zulassige Wirkleis-
tungssteigerung resultiert ebenfalls am Transformatorknoten.
Der Wertebereich verlauft hier aufgrund der hohen Ringanzahl
und ausgedehnten Gesamtkabelstrecke ohne klare Stufungen.
Es treten zwei AusreilRer auf.
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Abb. 8. Vergleich der Verfahren zur Ermittlung der maximalen Wirkleis-
tungssteigerung je Knoten in NS-Netz Nr. 5

B. Verbesserung der Ergebnisse der linearen Optimierung
durch sequentielle Schritte

Die Ergebnisse der linearen Optimierung, welche jeweils aus
dem szenarioabhdngigen Betriebspunkt des Netzes resultieren,
lassen sich sequentiell verbessern. Hierbei erfolgt nach einem
Optimierungsschritt auf Basis des neuen Betriebspunktes und
den sich einstellenden Knotenspannungen ein weiterer. Die sich
ergebenden Abweichungen zu der iterativen Berechnung sind
flir die flinf NS-Netze je sequentiellem Schritt in der Abb. 9 ge-
zeigt. Nach dem 1. sequentiellen Schritt liegen die Abweichun-
gen bis auf wenige AusreilRer bereits unter 1 %. Ein 2. sequen-
tieller Schritt ist ausreichend, um in allen untersuchten NS-
Netzen die Abweichung fiir beinahe alle Knoten unter 1,5¢° %
zu bringen. Eine Verbesserung ist durch einen 3. sequentiellen
Schritt hauptsachlich fur AusreiRer zu erzielen.

Die Berechnungsdauer der iterativen Berechnung der maxi-
malen Wirkleistungssteigerung fiir einen einzelnen Netzknoten
ist fir die untersuchten NS-Netze im Durchschnitt um 50 %
schneller als bei der linearen Optimierung mit 3 Schritten.
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Abb. 9. Wirkleistungsdifferenzen der maximalen Wirkleistungssteigerungen je
Netzknoten zwischen der iterativen Berechnung gegenuber der Bestimmung
aus der linearen Optimierung je sequentiellem Schritt in den untersuchten NS-
Netzen
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V. ZUSAMMENFASSUNG

In diesem Beitrag wurde die Methode der linearen Optimie-
rung mit der iterativen Berechnung zur Ermittlung der maximal
zulassigen Wirkleistungssteigerung fir einzelne Netzknoten in
funf exemplarischen reale Niederspannungsnetzstrukturen mit-
einander verglichen. Die Werte der linearen Optimierung aus
dem Betriebspunkt des Netzes heraus (s. IV. A.) entsprechen
den Werten der Methode zur Klassifizierung von Netzknoten
anhand ihrer Leistungssensitivitaten. Bei der Abschatzung mit
der linearen Optimierung weichen die Ergebnisse bis auf ein-
zelne AusreilRer nur wenig von den Werten der iterativen Be-
rechnung ab. Die mittlere Abweichung liegt bei etwa 3 % in den
finf Netzen. Durch zwei sequentielle Schritte der linearen Op-
timierung lassen sich die Ergebnisse stark verbessern.

Es treten in den untersuchten NS-Netzen jeweils ein bis drei
AusreilRer mit einem scheinbar hohen Potential zur Wirkleis-
tungssteigerung auf. Bei der Bildung von Szenarien zur Klassi-
fizierung von Netzknoten fir die Lastintegration kann also die
Methode der Abschdtzung leistungssensitiver Knoten aus dem
Betriebspunkt des Netzes heraus bis auf einzelne Knoten aus-
reichend genau erfolgen, jedoch muss eine getroffene Auswahl
anhand der sich neu einstellenden Betriebspunkte durch inte-
grierte Lasten mit hohen spezifischen Leistungen erneut gepriift
werden, um AusreilRer korrekt zu identifizieren und die Netzbe-
triebsgrenzen einzuhalten.
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Kommunikationslose Sekundarregelung mit
netzbildenden Umrichtern fiir den
Inselnetzbetrieb

I. Bekker, L. Hofmann und A. Mertens, Leibniz Universitat Hannover

Kurzfassung-- Im Falle eines groRflachigen Stromausfalls
werden netzbildende Einheiten fiir einen Schwarzstart und den
Netzwiederaufbau benétigt. Im Rahmen dieser Verdffentlichung
werden hierfiir netzbildende Umrichter im Niederspannungsnetz
verwendet. Der Netzwiederaufbau soll entsprechend des
»Bottom-up“ Ansatzes aus der Niederspannungsebene sattfinden.
FUr eine zuverlassige Stromversorgung des Netzes werden
zusatzlich  Speicher bendtigt, die mit den netzbildenden
Umrichtern verbunden sind, um so auch bei stark volatilen PV-
Einspeisungen das Netz versorgen zu kénnen. Der Einsatz von
Speichern setzt voraus, dass diese nicht vollstandig entladen bzw.
geladen werden dirfen, da sonst bei fehlender bzw. bei zu groRer
Erzeugung die Leistungsbilanz im Netz nicht gewéhrleistet
werden kann und es zu einem erneuten Stromausfall im Netz
kommen wiirde.

In dieser Veroffentlichung wird ein Konzept fir den Netzwie-
deraufbau und die Aufrechterhaltung eines zuverlassigen Insel-
netzbetriebes vorgestellt, das einen Sekundérregler in Kombina-
tion mit der Verwendung von Zustandsautomaten in intelligenten
Zahlern (Smart Metern) verwendet, um das vollstandige Ent-
und Aufladen der Speichereinheiten von netzbildenden Umrich-
tern zu verhindern.

Die Sekundarregelung kann auch nach Lastdnderungen die
Nennfrequenz wiederherstellen, ohne dass eine Kommunikation
zwischen den Betriebsmitteln erforderlich ist. In den folgenden
Betrachtungen werden quasistationdre Simulationen in
DIgSILENT PowerFactory durchgefiihrt und zeigen den Netz-
wiederaufbau und den Inselnetzbetrieb mit dem hier vorgestell-
ten kommunikationslosen Ansatz.

Index Terms-- Frequenzregelung, netzbildende Umrichter,
kommunikationsloser Netzwiederaufbau, Sekundéarregler, In-

selnetzbetrieb
V iele Ereignisse in der Geschichte haben gezeigt, dass ein
Stromausfall nicht immer verhindert werden kann. Bei-
spiele fir solche Ereignisse waren der Stromausfall in Italien
im Jahr 2003 [1] oder in Nordamerika sowie in Teilen Kana-
das im Jahr 2021 [2]. Ein weiteres Beispiel bei dem es beinahe
zu einem Blackout gekommen ware, ist die groflachige Sto6-
rung im Jahr 2006 in Europa, die zu unterschiedlichen Fre-
quenzzonen innerhalb des kontinentalen ENTSO-E-System
fuhrte [3]. In den Féllen, in denen ein Blackout nicht verhin-
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dert werden kann, ist ein Netzwiederaufbau erforderlich. Die
Veroffentlichungen [4] und [5] betonen die Notwendigkeit der
Handhabung eines solchen Szenarios, um einen lang andau-
ernden, groRflachigen Stromausfall und dessen negativen
Folgen in verschiedenen Lebenssituationen zu vermeiden.
Deshalb gewinnt das Thema der Resilienz, der Notstromver-
sorgung und des Netzwiederaufbaus sowie des Inselnetzbe-
triebs bei grof3flachigen Stromausféllen an Bedeutung.

Anstatt nach einem Stromausfall zuerst Teile des Hochst-
spannungsnetzes in Betrieb zu nehmen, wird auch in der Lite-
ratur ein alternatives Konzept vorgeschlagen, das als "Bottom-
up" Methode bezeichnet wird [6]. Die "Bottom-up" Methode
sieht vor, mehrere Niederspannungsnetze getrennt hochzufah-
ren und diese im Inselnetz zu betreiben. Die selbstorganisie-
renden Inselnetze sollen im Laufe des Netzwiederaufbaus
zundchst miteinander synchronisiert werden, um anschlieRend
die Mittelspannungsebene zu versorgen und dazu beizutragen,
weitere Teile des elektrischen Netzes wiederherzustellen.

Die Féhigkeit ein Netz ohne externe Netzhilfe wiederhoch-
fahren zu kénnen, wird durch netzbildende Umrichter (GFI)
erreicht. Ein GFl ist in der Lage, als Spannungsquelle zu fun-
gieren und ein Netz selbstandig zu bilden. Der Fokus dieser
Avrbeit liegt nicht auf dem gesamten Netzwiederaufbau ent-
sprechend der ,,Bottom-up*“ Methode, sondern nur auf dem
Inselnetzbetrieb des Niederspannungsnetzes. Das bedeutet,
dass die Sekundarregelung mit GFI im Rahmen eines Insel-
netzbetriebes behandelt wird.

In Ubertragungsnetzen wird der Wirkzusammenhang zwi-
schen der Frequenz und der Wirkleistung innerhalb des Netzes
verwendet, um den Leistungsbedarf des Netzes zwischen den
Synchrongeneratoren aufzuteilen. In den Niederspannungsnet-
zen gibt es allerdings keine Synchrongeneratoren. Aufgrund
der fehlenden rotierenden Massen der Synchrongeneratoren
und der rein umrichterbasierten Erzeugungsanlagen gibt es
keine physikalische Kopplung zwischen der Wirkleistung und
der Frequenz. Um jedoch eine definierte Wechselwirkung auf
Basis einer Abhéngigkeit zwischen Frequenz und Wirkleis-
tung (z.B. gleiche Lastverteilung) zwischen mehreren GFI
ohne jegliche Kommunikation zu realisieren, wird eine Rege-
lung fir GFI bendtigt. Dies wird mit einer Droop-Regelung
realisiert [7], die als Priméarregelung eingesetzt wird [8]. Die
reine Verwendung einer Droop-Regelung flhrt zu stationdren
Frequenzabweichungen im Inselnetz.

Nachdem die Droop-Regelung aktiv war und der Regelvor-



gang in einen stationdren Zustand tibergegangen ist, wird eine
Sekundarregelung bendtigt, um die im Niederspannungsnetz
erzeugte Frequenzabweichung zu beseitigen. Die hier vorge-
stellte Sekundarregelung besteht aus einem PT1-Element und
einer logischen Einheit, die zu der bestehenden Primérrege-
lung erganzt wird.

Andere Sekunddrregelansétze beruhen auf der Verwendung
einer zentralen Regelung, die alle GFI tber ein Kommunikati-
onsnetz miteinander verbinden [9], [8]. ,,Distributed secondary
controls mit einem geringeren Kommunikationsaufwand
existieren ebenfalls, bei denen nur benachbarte GFI unterei-
nander kommunizieren [10], [11]. Im Falle eines Stromaus-
falls muss jedoch davon ausgegangen werden, dass die Kom-
munikationstechnik nicht zur Verfligung steht und der Netz-
wiederaufbau mit den vorhandenen dezentralen Erzeugungs-
einheiten ohne zentrale Regelung und klassischen Kommuni-
kationskanalen erfolgen muss. In dieser Publikation hat die
Sekundarregelung daher keine Kommunikationskanale und ist
eine reine lokale Regelung.

Um Einspeisungsschwankungen wahrend des Netzwieder-
aufbaus durch erneuerbare Energien, wie beispielsweise durch
PV-Anlagen, abzufangen und damit einen stabilen Inselnetz-
betrieb zu gewéhrleisten, werden in diesem Rahmen Batterie-
speicher in Kombination mit GFI vorausgesetzt.

Fir den minimal und maximal méglichen Ladezustand ei-
ner Batterie werden hierfir Grenzen definiert. Wird einer
dieser Zustande erreicht, so mussen MaRnahmen ergriffen
werden, um ein weiteres auf- oder entladen zu unterbinden. Ist
der Ladezustand zu weit abgesunken, kann das weitere Entla-
den zu einer unzureichenden Leistungsverfugbarkeit fuhren.
Das Abschalten von Verbrauchern kann ein weiteres Entladen
der Speichereinheit verhindern. Andernfalls kann der GFI
nicht genigend Leistung zur Verfugung stellen, wodurch die
Wirkleistungsbilanz nicht aufrechterhalten werden kann und
der Netzwiederaufbau scheitert. Ein Wiederanlauf des Insel-
netzes ist ab diesem Zeitpunkt nicht mehr mdglich, da die
Batterien der GFI vollstandig entladen sind. Eine Abschaltung
von Verbrauchern ist daher unausweichlich. Im anderen Fall,
wenn die Batterien beinahe voll sind und die GFI die Uber-
schissige Einspeisung der PV-Anlagen weiter absorbieren,
kann sich der GFI ebenfalls nicht mehr an der Wirkleistungs-
bilanz des Netzes beteiligen und das Netz droht erneut zu-
sammenzubrechen. In dem hier entwickelten Konzept werden
PV-Anlagen beim Erreichen des maximal definierten Ladezu-
stands der Batterie durch Smart Meter abgeschaltet. Es werden
so lange PV-Anlagen abgeschaltet bis ein Leistungsdefizit
erreicht ist. Das Leistungsdefizit sorgt fir das Entladen der
Batterien und damit fir eine ausgeglichene Wirkleistungsbi-
lanz.

In dieser Publikation wird ein Zustandsautomat in Kombi-
nation mit der neuen Sekundarregelung eingefiihrt, um die
Befehle zum Ein- und Ausschalten von Netzelementen ohne
Kommunikation zu Ubermitteln. Der Zustandsautomat soll in
Smart Metern implementiert werden, die es ihnen ermégli-
chen, Lasten und PV-Anlagen am Hausanschlusspunkt ein-
und abzuschalten. Jeder Hausanschluss soll tiber einen Smart
Meter verfligen. Im Vergleich dazu bietet der Ansatz aus [12]
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ebenfalls ein kommunikationsfreies Konzept an, bei dem die
Ladezustande von Batterien innerhalb eines zuldssigen Bandes
gehalten werden konnen.

Die quasistationaren (RMS) Simulationen werden in dieser
Arbeit in DIgSILENT PowerFactory durchgefiihrt. Die Mo-
dellierung von netzbildenden und netzfolgenden Umrichtern
flr die RMS-Simulationen werden in Abschnitt Il vorgestellt
und in Abschnitt 111 die neue Sekundérregelung. AnschlieRend
wird der kommunikationsfreie Ansatz fur den Netzwiderauf-
bau in Abschnitt IV beschrieben. Um die Funktionalitat dieses
Ansatzes zu demonstrieren, werden Simulationen mit einem
angepassten européischen CIGRE-Benchmark Niederspan-
nungsnetz durchgefiihrt. Das Netzmodell besteht aus 18 Kno-
tenpunkten, mehreren GFI und Batteriespeichern, Smart Me-
tern, Kabeln und asymmetrischen Lasten [13]. Die Simulati-
onsumgebung ist in Abschnitt V erlautert. In Abschnitt VI
werden die Ergebnisse fir die Simulation des Netzwiederauf-
baus, bei dem stufenweise Lasten hinzu- und abgeschaltet
werden, dargestellt. AnschlieBend wird eine Zusammenfas-
sung in Abschnitt VII gegeben.

1. MODELLIERUNG VON UMRICHTERN

Fir die in dieser Arbeit durchgefiihrten RMS-Simulationen
konnen netzfolgende Umrichter als geregelte Stromquelle
entsprechend Abb. 1 modelliert werden [14]. Netzfolgende
Umrichter regeln ihren Ausgangsstrom durch die Messung der
Klemmenspannungen. Auf der Grundlage der von der PV-
Anlage bereitgestellten Wirkleistung und des vorgegebenen
Blindleistungsverhaltens (z. B. konstante Q, fester cos¢

usw.) wird der Ausgangsstrom auf Basis der gemessenen
Klemmenspannung angepasst. Auf die Regelung von netzfol-
genden Umrichtern wird im Folgenden nicht weiter eingegan-
gen und es wird auf z.B. [14] und [15] verwiesen.

Das Ersatzschaltbild eines GFI entspricht einer Spannungs-
quelle mit Innenimpedanz (siehe Abb. 1). Die ideale Wechsel-
spannungsquelle wird durch eine Droop-Regelung geregelt.
Diese stellt den Effektivwert V., und den Winkel ¢, ein

(siehe Abb. 2). Es wird davon ausgegangen, dass ein GFI (iber
eine unbegrenzte Leistungsverfugbarkeit verfiigt.
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Abb. 1. Elektrisches Ersatzschaltbild fiir einen a) netzbildenden Umrichter
und b) netzfolgenden Umrichter [15] - [17]

Die Droop-Regelung basiert auf lokal gemessenen Daten
und ist nicht von Kommunikationssignalen [18] abhéngig.
Entsprechend der Droop-Wirkung kommt es zu einer Fre-
quenzabweichung in allen drei Phasen der Klemmenspannung
des GFI geméR Gleichung (1), wenn die gemessen Wirkleis-
tung P YoM Wirkleistungssollwert p, abweicht. Die

gemessene Leistung P, ist die Summe der Wirkleistung
aller drei Phasen.
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Durch die Anderung der Ausgangsfrequenz wird der Pha-
senwinkel der Spannung verandert, was zu verénderten Pha-
senwinkeldifferenzen innerhalb des Netzes fiihrt. Diese Win-
kelunterschiede fuhren zu veranderten Leistungsflussen zwi-
schen den netzbildenden Umrichtern im System. Die gezielte
Veranderung der Winkel ermdglicht die Aufteilung der bend-
tigten Netzleistung im Verhdltnis zu den Verstarkungsfaktoren
k, jedes einzelnen GFI [7].

Die gesamte Regelungsstruktur des GFI ist in Abb. 2 dar-
gestellt und besteht aus einer Primdr- (gelber Block) und einer
Sekundarregelung (blauer Block). Die Droop-Regelung fun-
giert als Primérregelung [19]. Die Struktur der Primarregelung
im Mitsystem wird durch den gelben Block in Abb. 2 darge-
stellt [7]. Die Differenz Ap der gemessenen Ausgangsleistung

Pmess UNd dem Leistungssollwert p, passiert das PT1 Ele-
ment der Primarregelung. Die Zeitkonstante des PT1 Elements
ist auf 100 Millisekunden eingestellt. Der Faktor kp sorgt fur
eine Frequenzanderung bei einer Leistungsdifferenz zwischen
der gemessenen Leistung p,., und der vorgegebenen Leis-
tung p, gemaB der Gleichung (1) und ist auf 0,1 Hertz pro
Kilowatt eingestellt. Diese Frequenzanderung wird mit dem
néchsten Block integriert und ergibt einen Spannungswinkel
Ag@g, des GFI zwischen dem mit @, rotierenden Koordina-
tensystem und einem schneller mit @ rotierenden Koordina-

tensystem. Eine proportionale Verstérkung k; zwischen der

Wirkleistung und dem Winkel wurde hinzugefiigt, um ein
besseres Einschwingen zu erreichen. Sie ist auf 0,01 Kilowatt
pro Grad eingestellt [20].

I1l. SEKUNDARREGLER EINES NETZBILDENDEN UMRICHTERS

Die Sekundéarregelung ist in zwei Teile unterteilt — in das
PT1-Element und in die logische Einheit. Eine Leistungsénde-
rung flhrt grundsétzlich zu einer kurzzeitigen Frequenzabwei-
chung, da die gemessene Leistung nicht mit dem Leistungs-
sollwert (ibereinstimmt und daraus ein Ap, welches ungleich
null ist, resultiert. Um bei gednderter Wirkleistungsabgabe
wieder die Nennfrequenz erreichen zu kénnen, muss der Soll-
wert p, fir die Wirkleistung der Primérregelung kontinuier-
lich an den neuen Arbeitspunkt mithilfe des PT1-Elements der
Sekundarreglers angepasst werden.

Primérregler

o Ap Af
| Pmeas _ PT1 Kp |—>| Integrator
Po ke

Sekundéarregler

Y

A

4

Abb. 2. Gesamtregelung eines netzbildenden Umrichters
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A. PT1-Element
Zur Einstellung des Sollwertes p, wird die gemessene
Wirkleistung p,..,, des GFI durch ein PT1-Glied geleitet. Der

Sollwert wird durch die folgende Differentialgleichung (2)
beschrieben. Der Faktor P wird auf 1 und die Zeitkonstante
T auf 1 Sekunde gesetzt.

T po (t)+ Py (t) =P- Preas (t) (2)

Alternativ zum PT1-Element kénnte auch ein Totzeitglied
verwendet werden. Die Zeitkonstanten der beiden PT1-
Elemente in der Primér- und der Sekundarregelung werden so
bestimmt, dass die Primarregelung genuigend Zeit hat, zu rea-
gieren und den Ausgangsspannungswinkel anzupassen, der
dem noch nicht zeitlich verzogerten Leistungssollwert p,

entspricht, bis die Sekundérregelung beginnt, den Sollwert zu
andern und damit die Wirkung der Priméarregelung beeinflusst.

B. Logik

Einem Batteriespeicher liegen vom Hersteller zwei Grenz-
werte zugrunde — ein Minimum und Maximum. Um ein Spei-
chersystem vor weiterer Entladung oder Uberladung zu schiit-
zen und damit einen sicheren Inselnetzbetrieb zu garantieren,
missen im Betrieb kommunikationslos Lasten oder PV-
Anlagen abgeschaltet werden.

Das Erreichen eines der beiden kritischen Ladezustdnde
F. und F_. soll den Betriebsmitteln durch eine stationére

Frequenzabweichung, die durch einen der GFI generiert wird,
signalisiert werden. Das Messen der stationdren Frequenzab-
weichung und die darauffolgende Abschaltung der Betriebs-
mittel Gbernimmt der Smart Meter. Eine Netzfrequenzabwei-
chung wird durch den auf null begrenzten Leistungssollwert

P, erzielt, da nun der Sollwert nicht mehr an die gemessene

Leistung P, angepasst wird. Die Funktionalitat des PT1-

Elements der Sekundarregelung zur Anpassung der Sollwerte
ist in diesem Fall deaktiviert. Beide kritischen Ladezustédnde
haben die gleiche Wirkung auf das Ausgangssignal der Se-
kundarregelung, da diese den Wirkleistungssollwert auf null
setzen. Um das Begrenzen des Sollwertes zu realisieren, wird
eine logische Einheit fur die Sekundarregelung eingefiihrt.

F (t) beschreibt den Ladezustand des Speichersystems.

D, Pres(t)>0 und F(t)<F,,,
0,  Press (1)<0 und F(t)<Fy,
| pO,max |= (3)
0,  Press (1) <0 und F(t)>F,,
0, Pres (t)>0 und F(t)>F,,

Gleichung (3) stellt die Logikeinheit dar und gibt die Be-
grenzung des Ausgangssignals der Sekundéarregelung fiir vier
Falle an. Fir die Félle, in denen eine Begrenzung des Sollwer-
tes nicht erforderlich ist, werden zusétzlich neben dem Lade-
zustand weitere Bedingungen fir die Leistung definiert.



1V. KOMMUNIKATIONSFREIER UMRICHTER MITHILFE VON
ZUSTANDSAUTOMATEN

In diesem Abschnitt wird der Ansatz zum Netzwiederauf-
bau in einem Niederspannungsnetz erldutert. Der Netzwieder-
aufbau beginnt, wenn der Schwarzstart, bei dem alle GFI mit
dem Hochfahren ihrer Klemmenspannungen begonnen haben,
abgeschlossen ist. Wenn die Nennspannungsamplitude des
Netzes und eine stationdre Frequenz von 50 Hz erreicht sind,
geht der Umrichter in den Netzwiederaufbau tber, bei dem
Lasten und PV-Anlagen schrittweise durch Smart Meter ange-
schlossen werden sollen. Nach dem heutigen Standard ist die
Annahme gerechtfertigt, dass Smart Meter den Anschluss von
Lasten und PV-Anlagen steuern kdnnen [21].

Der Ansatz des kommunikationsfreien Netzwiederaufbaus
basiert auf der Interaktion der neuen Sekunddrregelung mit
dem in jedem Smart Meter implementierten Zustandsautoma-
ten, der im Folgenden vorgestellt wird. Es wird angenommen,
dass jeder Hausanschlusspunkt (iber ein Smart Meter und eine
Abschaltbox verfligen. Der Smart Meter kann das Verhalten
der GFl, die die Netzspannungen bereitstellen, hinsichtlich der
Frequenz interpretieren und entsprechend seiner implementier-
ten Zustandsautomaten reagieren. Der Zustandsautomat eines
Smart Meters ist in Abb. 3 dargestellt. Basierend auf der intern
gemessenen Frequenz des Smart Meters hat der Zustandsau-
tomat funf Zustdnde. Zwei Zustande (Zu- und Abschalten)
sind den PV-Anlagen gewidmet, zwei weitere den Lasten und
ein Zustand entspricht dem Wartezustand, in dem keine Haus-
haltselemente fiir eine weitere Zuschaltung verfugbar sind.

Die Bedingung fiir den Anschluss einer Last basiert auf ei-
ner stationdren Frequenz, die groRer oder gleich der Nennfre-
quenz ist und fir eine bestimmte Zeitspanne anhalten muss.
Eine dauerhafte Unterschreitung der Nennfrequenz Uber einen
bestimmten Zeitraum fiihrt jedoch zur Abschaltung einer Last.

Dasselbe Prinzip wird bei PV-Anlagen angewandt. Liegt
die Frequenz auf oder unter dem Nennwert, wird eine PV-
Anlage zugeschaltet. Eine erhhte stationdre Frequenz fiihrt
dazu, dass eine PV-Anlage abgeschaltet wird. Wenn eine PV-
Anlage angeschlossen ist, erzeugt sie die maximale Leistung,
die sich aus der Sonneneinstrahlung ergibt. Die Ausgangsleis-
tung wird nicht durch eine herkémmliche Leistungs-Frequenz-

Kennlinie p(f) geregelt, d.h. die Wirkleistung ist unabhén-

gig von der Frequenz.

Eine Zeitkonstante innerhalb des Zustandsautomaten zeigt
an, dass bei Erfiillung einer Bedingung, z.B. der Nennfre-
guenz, ein interner Timer vom Smart Meter gestartet wird.
Wenn in dem durch die Zeitkonstante definierten Zeitraum die
Bedingung immer noch erfillt ist, wechselt der aktuelle Zu-
stand in den nédchsten, was durch die Richtung der Pfeile in
Abb. 3 angezeigt ist. Wird die Bedingung nicht eingehalten,
hort der Timer auf zu zéhlen und wird auf null zuriickgesetzt
der —der Zustand bleibt unverandert.
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Abb. 3. Zustandsautomat eines Smart Meters

Die Zeitkonstanten der Zustandsiibergdnge missen so ge-
wéhlt werden, dass die Zustandsiibergdnge voneinander ent-
koppelt und priorisiert sind. Das bedeutet z.B., dass eine PV-
Anlage bei einer erhéhten Frequenz nicht direkt abgeschaltet
wird, sondern dass zundchst Lasten eingeschaltet werden,
damit der Leistungsiiberschuss abgefangen werden kann. Dies
wird durch unterschiedlich groRRe Zeitkonstanten realisiert. Bei
einer Frequenzabsenkung soll eine PV-Anlage eingeschaltet
werden, bevor eine Last abgeschaltet wird, die dann den Leis-
tungsbedarf decken kann. Um sicherzustellen, dass nicht meh-
rere Smart Meter im Niederspannungsnetz gleichzeitig Haus-
haltselemente ab- oder zuschalten, muss noch ein spezielles
Konzept mit unterschiedlichen Zeitkonstanten entwickelt
werden.

Eine priorisierte Zuschaltung von Lastkategorien innerhalb
eines Haushaltes, wie z.B. Beleuchtung, kann auch hier durch
unterschiedliche Zeitkonstanten umgesetzt werden. Beispiels-
weise soll ein hoch priorisierter Verbraucher eine kleinere
Zeitkonstante zum Einschalten haben als ein niedriger priori-
sierter Verbraucher und gleichzeitig eine hohere Zeitkonstante
zum Ausschalten. Damit ist gewéhrleistet, dass bei einer stati-
ondren Nennfrequenz eine hochpriorisierte Last zuerst zuge-
schaltet und bei einer niedrigeren stationdren Frequenz zuletzt
abgeschaltet wird.

V. SIMULATIONSUMGEBUNG

Die Interaktion der Sekundarreglung mit den Smart Metern
wird im Folgenden im Rahmen des Netzwiederaufbaus durch
RMS-Simulationen dargestellt. Dabei wird das Verhalten der
neu eingefiihrten Sekundérregelung mit dem Zustandsautoma-
ten innerhalb der Smart Meter anhand von einem Szenario
erlautert. Das Szenario wird in DIgSILENT PowerFactory
unter Verwendung eines CIGRE-Benchmark Inselnetzes [13]
simuliert (siehe Abb. 4). Das verwendete Benchmark-Netz
wurde fur die Darstellung des speziellen Szenarios modifi-
ziert, um die Funktionalitidt des Ansatzes zu demonstrieren.
Das Netz umfasst nun fiinf unsymmetrische Haushalts-PQ-
Lasten (HL), drei dreiphasige PV-Anlagen und drei Batterien,
die Uber dreiphasige GFI an das Netz angeschlossen sind.
Dem Benchmark-Netz wird ein Smart Meter mit dem hier
eingeflhrten Zustandsautomaten hinzugefugt.
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Abb. 4. Angepasstes CIGRE-Benchmark Niederspannungsnetz [13]

Der Smart Meter steuert den Anschluss der Haushaltslast
HL2. Alle anderen Haushaltslasten sind wahrend der Simula-
tion dauerhaft angeschlossen. Wirden mehr Smart Meter
hinzugefiigt werden, so wiirden die Simulationen an Uber-
sichtlichkeit verlieren und die Hauptidee, das Prinzip zu de-
monstrieren, wiirde nicht erreicht werden.

Die Leistungseinspeisung der PV-Anlagen ist wahrend ei-
ner Simulation konstant, ebenso wie der Leistungsbedarf der
Haushaltsverbraucher. Die schaltbaren einphasigen Lasten
von Haushalt 2 werden entsprechend dem dreiphasigen Sys-
tem L1, L2 und L3 benannt. Die Idee der Lastpriorisierung
wird durch eine interne Logik des Smart Meters realisiert, um
die einphasigen Lasten L1, L2 und L3 schrittweise zu- oder
abzuschalten. Last L1 ist die wichtigste Last, gefolgt von Last
L2, und Last L3. Last L2 wird nicht zugeschaltet, wenn L1
abgeschaltet ist. Dies ist analog zum Abschalten von Lasten,
d. h. L1 wird nicht vor L2 abgeschaltet. Das Netz befindet sich
im Netzwiederaufbau. Daher ist der Leistungsschalter zur
Mittelspannungsebene offen und die Verbindung zum Mit-
telspannungsnetz noch nicht wiederhergestellt. Die initialen
Ladezustande der Batterien werden auf Werte zwischen
F.in =10 % und F, ., =90 % gesetzt.

VI. SIMULATIONSERGEBNISSE

Die Ergebnisse der Simulation werden durch vier Dia-
gramme dargestellt, die jeweils unterschiedliche Variablen im
Zeitverlauf zeigen. Das erste Diagramm zeigt die Frequenz,
das zweite die Wirkleistungseinspeisung aller drei GFI, das
dritte den Ladezustand aller Batterien der GFI, wéhrend das
vierte Diagramm die Wirkleistung der einzelnen Phasen L1,
L2 und L3 der Haushaltslast HL2 darstellt.

Fur die Zuordnung der Kennlinien, z.B. der Frequenz, der
Wirkleistung und des Ladezustandes, zu den einzelnen Be-
triebsmitteln ist die Legende in Abb. 5 angegeben.

e GFT1
= =GFI2

GFI3 emm=].2
L1 L3

Abb. 5. Legende
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Abb. 6 zeigt die Simulationsergebnisse fiir den Netzwie-
deraufbau, der mit unterschiedlichen Ladezustanden der Batte-
riespeicher gestartet wird und in dem die Ladezustande das
Minimum erreichen werden. Aufgrund des anfanglichen kriti-
schen Ladezustands der Batterie von GFI1 von 10 % begrenzt
die Sekundéarregelung den Leistungssollwert ab Beginn der
Simulation. Damit flihrt die Regelung des GFI1 die Wirkleis-
tungseinspeisung auch bei Lastzuschaltungen wieder auf null.
(siehe Abb. 6).

Entsprechend der Zustandsautomaten schaltet der Smart
Meter bei stationdrer Nennfrequenz Lasten schrittweise hinzu.
In den Sekunden 11, 21 und 34 sinkt durch das Zuschalten die
Frequenz kurzzeitig ab, diese wird jedoch durch die Wirkung
der Sekundarregelung stets auf ihren Nennwert zuriickgefihrt.

Bei Sekunde 46 begrenzt die Sekundarregelung von GFI2
den Leistungssollwert auf null, da die Batterie ihren minima-
len Ladezustand ebenfalls erreicht hat. Der letzte GFI3 tragt
nun die alleinige Verantwortung fir die Sicherstellung der
Leistungsbilanz des Systems. Daher steigt die Leistungsein-
speisung von GF3 an, wahrend der Sollwert von GF1 und GF2
auf null begrenzt wird. Bei Sekunde 71 erreicht auch die Bat-
terie von GF3 ihren minimalen Ladezustand von 10 %. Die
Sekundarregelung von GF3 begrenzt den Leistungssollwert
auf null. Ab diesem Zeitpunkt haben alle GFI ihren Sollwert
begrenzt. Es gibt keine weiteren GFI, die ihren Sollwert frei
einstellen kénnen. In der Regelstruktur ergibt sich daraus eine
stationdre Leistungsdifferenz Ap und damit eine stationére

Frequenzabweichung. Da alle GFI den gleichen Sollwert und
den gleichen Verstarkungsfaktor k, haben, speisen sie von da

an alle die gleiche Leistung ein. Eine stationédre Frequenz von
49,51 Hertz, die durch die GFIs verursacht wird, ist in Abb. 6
zu sehen.

Entsprechend dem Zustandsautomaten fiir die Lasten inter-
pretieren diese den stationdren Frequenzabfall als Signal, eine
Last abzuschalten. In den né&chsten Sekunden ist ein schritt-
weiser und zeitlich verzdgerter Prozess der Lastabschaltung in
Abb. 6 zu sehen. Nach jeder Lastabschaltung sinkt der Leis-
tungsbedarf, was bedeutet, dass die Batterien der GFI weniger



entladen werden. Daher wird die Frequenz durch jede Lastab-
schaltung erhoht, da eine kleine Leistungsdifferenz Ap zu

einer geringeren Frequenzabweichung Af fihrt.

Die Abschaltung dauert so lange an, bis der Wirkleistungs-
bedarf der Verbraucher geringer ist als die Leistungseinspei-
sung der PV-Anlagen. Dies wirde die GFI zum Laden brin-
gen, was wieder zu einer Nennfrequenz fiihrt, da entsprechend
der Gleichung (3) die Sollwerte nicht mehr begrenzt werden
und das PT1-Element den Leistungssollwert p, anpasst.

Bei Sekunde 95 steigt von PV3 die Stromeinspeisung auf-
grund erhdhter Sonneneinstrahlung an. Aufgrund des Leis-
tungsiiberschusses kdnnen die Batterien geladen werden. Laut
Gleichung (3) begrenzt die Sekundarregelung den Sollwert
nicht, was wiederum die Frequenz zuriick zur Netznennfre-
quenz fuhrt.

Diese Simulation zeigt, dass der Einsatz der Sekundarrege-
lung in Kombination mit dem Zustandsautomaten auch bei
sehr unterschiedlichen Ladezustdnden den Netzwiederaufbau
und Inselnetzbetrieb ohne Kommunikation stabil regeln und
die Ladezustédnde der Batterien in einem akzeptablen Bereich
halten kann.

VIl. ZUSAMMENFASSUNG

Es wurde im Rahmen eines Netzwiederaufbaus ein kom-
munikationsfreies neues Sekundarregelungskonzept fir GFI
sowie in Smart Metern implementierten Zustandsautomaten
vorgestellt. Das Szenario mit dem angepassten européischen
CIGRE-Benchmark Netz wurde in DIgSILENT PowerFactory
simuliert. Die Ergebnisse bestatigten die Funktionalitat dieses
kommunikationsfreien Netzwiederaufbauansatzes auf der
Basis einer neuen Sekundarregelung, die auch mit unsymmet-
rischen Lasten sowie begrenzten Speichern oder Ausféllen von
Energiespeichern umgehen kann. Dariiber hinaus hat das Si-
mulationsbeispiel gezeigt, dass es dem Sekundarregler gelun-
gen ist, den Ladezustand aller Batterien von GFI ohne jegliche
Kommunikation aufRerhalb eines kritischen Bereichs zu halten.
Dies stellt sicher, dass die GFI in der Lage sind, verschiedene
Netzszenarien zu bewaltigen, wobei sie Uber gentigend Ener-
gie verfugen, um den Leistungsbedarf zu decken und die Fre-
quenz stets auf ihren Sollwert zuriickzufihren.

Das Konzept zur Steuerung einzelner Betriebsmittel eignet
sich nicht nur fur den kommunikationsfreien Netzwiederauf-
bau, sondern kann auch im Inselnetzbetrieb mit unsymmetri-
schen Lasten und Stromeinspeisungen eingesetzt werden. Die
Spannungsregelung von GFI wurde in dieser Arbeit nicht
beachtet und muss in zukiinftigen Arbeiten implementiert
werden. Es ist anzumerken, dass wéhrend des Netzwiederauf-
baus die GFI hohe Leistungen einspeisen oder aufnehmen
missen. Inshesondere in der Zeit, in der nur ein GFI aufgrund
seines akzeptablen Ladezustandes verfligbar ist und alle ande-
ren ihre Sollwerte auf null begrenzt haben, muss der letzte
aktive GFI den gesamten Leistungsbedarf oder -lberschuss
Ubernehmen (siehe Abb. 6). In diesem Zeitraum Ubernehmen
die Ubrigen GFI den gesamten Netzbedarf. Bei kiinftigen Ar-
beiten muss die Tatsache beriicksichtigt werden, dass die GFI
nicht unbegrenzt Leistung bereitstellen kénnen.
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Abstract--The stability of the European energy system requires
a constant balance between energy generation and energy
demand. Since the unbundling of the companies, there is a
weakening of the connection between generated and withdrawn
power in the grid, which is reflected in recurring critical deviations
of the grid frequency at the time of the schedule change [1]. This
is caused by the rapid power change rates of renewable energies
such as pumped storage power plants, wind or PV plants and, in
the future, the increase of electrical storage systems. In order to
continue to meet the requirements of the European Commission
and to create remedial measures, an analysis and continuous
monitoring of the frequency regarding deterministic frequency
deviations is necessary. The authors develop a new model for the
analyses of deterministic frequency deviations based on the
frequency behavior in 2020. Based on different scenario analyses
possible countermeasures against this critical frequency
deviations are investigated. With regard to the system stability it
can be concluded that, for plants whose feed-in behavior is highly
variable, a ramp restriction should be imposed that ideally lies
between the activation time of the frequency restoration reserve
and the ramp of 10 min for each power change.

Index Terms—deterministic frequency deviations, frequency
control, pumped storage system, energy storage system, energy
system

NOMENCLATURE

A nomenclature list,

Introduction.

if needed, should precede the

I. INTRODUCTION

he grid frequency reflects the balance between

energy demand and generation. On the generation side,

there is now a wide mix of different generation
technologies, ranging from conventional thermal plants,
renewable energy sources to new storage systems such as
vehicle-to-grid technologies. There are many aspects into
which the technologies can be categorized. What distinguishes
conventional power plants from renewables and new energy
storages (e.g., batteries) is that they are converter-based
technologies. Their characteristic in terms of feed-in behavior
is that they can adjust their output power in a very short time,
as they are not subject to thermal restrictions. This behavior has
a strong negative impact on the grid frequency in terms of
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stability and quality. As the steep power changes on the
generation side are contrasted with an almost slow and
continuous load change, this interaction creates power
imbalances that cannot be compensated by the control services
alone. Due to the high rate of power change in conjunction with
trading on the electricity market, very large frequency peaks
occur, especially at the change of hours in the morning and
evening, which are referred to as deterministic frequency
deviations (DFDs) [2]. The impact on system stability and on
market participants is significant. With the increase in DFDs,
there is more frequent activation, especially of frequency
containment reserve, which is not originally intended for this
purpose. The consequences are increasing undesired power
flows in the power grid and a lack of power reserves in the event
of frequency fluctuations or critical grid situations, such as
power plant or load failures or in the worst-case outages [2].

The impact of fast ramping from renewables on the grid is
already known. For example, pumped hydro storage (PSH),
which can change their output power in a short time and in large
quantities, have a major impact on grid security and grid costs
(see literature in Table 1). However, wind and solar plants also
have a great influence on the system due to their ramping
behavior [3,4,5]. With the expansion of renewable energies in
the coming years, as well as the increase in energy storage
systems whose charging and discharging power is only limited
by the power of the inverter and is therefore immediately
available [6]. The effects on the system will increase and the
problem of DFDs will become greater.

The European Commission Regulation (EU) 2017/1485 of 2
August 2017 establishing a guideline for the operation of
electricity transmission networks (SOGL) defines uniform
standards for the operation of transmission networks in Europe.
Among other things, the guideline contains requirements for
transmission system operators to create remedial measures to
reduce DFDs [7]. To fulfil this task, the investigation and
monitoring of DFDs is essential.

This paper contributes a new method for the methodical
identification of deterministic frequency deviations, the
simulation of the impact of fast storage capacity activation due
to plant scheduling and the dimensioning of countermeasures to
keep the frequency at the nominal value.

Starting from the frequency behavior in 2020, the cause of
DFDs is briefly explained and a more precise definition of



deterministic frequency deviations is derived, which is
necessary for the monitoring and analyzation of DFDs. The
results give technical requirements for the operation and
activation of energy storage systems to ensure a power system
with stable frequency.

Il. STATE OF THE ART

The topic of PSH and other renewable energy sources has
been studied primarily in the context of general system stability
aspects, economic optimization, system services, etc., rather
than in the context of DFDs. The following list contains a
selection of topics investigated so far.

There are several publications about the impact of renewable
energy sources. [8-10] consider system services. Technical
aspects are context of [10] and [11]. Economical challenges and
optimization techniques are considered in [12] and [13] and the
operational stability is analyzed in [3], [4] and [14].

In distinction to the above-mentioned papers, the work in
this paper refers to the influence of ramping of fast generation
technologies like renewable energy sources and storage systems
and their correlation with DFDs. The issue of DFDs has already
been addressed in a few publications [1,2] and is examined in
this paper for the year 2020.

Strategies to reduce the occurrence of DFDs are not a new
topic and thus requirements for the TSOs can be found in the
SOGL. On the one hand, there are requirements for the ramping
of the desired exchange between the control areas according to
Article 136 SOGL, and on the other hand, Article 137 SOGL
already contains regulations that regulate corresponding
measures to comply with the target parameters of the frequency
and to reduce deterministic frequency deviations:

a) obligations on ramping periods and/or maximum
ramping rates for power generating modules and/or
demand units;
obligations on individual ramping starting times for
power generating modules and/or demand units
within the LFC block; and
coordination of the ramping between power
generating modules, demand units and active
power consumption within the LFC block.

To implement these measures, Article 6 of the SOGL
requires TSOs to first define details together with the regulators
and after appropriate market consultations [7].

At the highest level, the problem is reflected in the exchange
power between the TSO control zones. This is provided with a
ramp of 10 min to prevent fast power jumps. Until now, this
ramp was not considered in the interconnection settlement
between the TSOs, so that a faster ramp between schedules
resulted in a higher secondary control call, but was more
favorable for the TSOs in the settlement. From 01 July 2021,
this approach has been changed and the ramp will be included
in the interconnection settlement. This could be a financial
incentive for TSOs to enforce ramping behavior at national
level.

Switzerland implemented this measure on a national level
already in 2010. In this context, the responsible TSO "Swiss
Grid" does not directly influence the behavior of the market

b)

c)
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participants but created an incentive system to punish non-
compliant behavior of balancing group managers and to reduce
rapid power changes. Prior to July 2010, like Germany, the
quarter-hourly schedule balance of the balancing groups was
used to calculate the energy target values. As a result, it was
desirable for balancing group managers to follow the discrete
schedule jump with as fast a rate of power change as possible
in order to avoid balancing energy in settlement and save costs.
On the other hand, power plants with a technically slow mode
of operation, which have a grid-supporting effect, were
penalized by the resulting balancing energy. After July 2010,
this situation was reversed. When calculating the balancing
energy, a fixed ramp with a duration of 10 min is included as
the target course of the schedule change. For the calculation,
this means that the energy difference resulting from a ramp
operation with the upstream and downstream quarter hour is
added or subtracted. Figure 1 shows the result after the
introduction of the Swiss national measure. It is clearly visible
that the exchange power follows a linear ramp over 10 min and
thus a high utilization and sign change of the secondary control
power is avoided [15].
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Fig. 1 Switzerland's exchange performance after introduction of incentive-
based balancing group settlement [15]

I1l. ANALYZING DETERMINISTIC FREQUENCY DEVIATIONS
In order to highlight the problem of DFDs in the year 2020,

the frequency behavior will be examined in more detail. For
understanding, section 3.2 discusses the basic causes of DFDs.

A. Frequency behavior in 2020

To illustrate the problem, the frequency is shown in a
heatmap in Fig. 2. The frequency for each day of the year 2020
is illustrated for every minute.

The heat map clearly shows vertical lines that are created
by a repeated color change at the same times. At the hourly
changes, particularly large color contrasts can be seen, which
indicate a large change in frequency within this period.
Depending on the time of day and season, the changes between
the mean values show different characteristics. During the day,
in the morning and afternoon hours, positive frequency jumps
from below 50 Hz to above 50 Hz occur at the change of hour.
The night hours between 8 p.m. and 2 a.m., on the other hand,
are characterized by negative jumps. Particularly high
deviations can be observed at midnight. Since a systematic
pattern can already be recognized in the frequency deviations,



the next step is to project the frequency course of the year 2020
onto a day, in which the average value at each time of day is
formed over all days using equation (1)

f= 2%k (n)
where f represents the time series of one day, f the frequency
average of all days and n the number of all days in the
considered range.
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Fig. 2 Heat map of the power system frequency in 2020

In Figure 3 the frequency jumps that were shown in the
heat map can thus be explained well. Frequency peaks occur
sporadically during the day, rising steeply at the beginning of a
change of hour and decaying over several minutes. By looking
at a single DFD, the time span in which a DFD occurs is visible
and a particularly rapid increase in frequency is notable which
occurs right at the time of the quarter-hour change.

The change of a load-following operation to a schedule-
based load coverage led to recurring imbalances between fed-
in and withdrawn power in the electrical grid. These imbalances
result in the deterministic frequency deviations. This is caused
on the one hand by the slowly and continuously changing load
and on the other hand by the discretely planned generation
power as shown in Figure 4. A step-like generation output is
impossible, but there are generation units that can adjust their
fed-in output in large quantities within a very short time. Most
notable are pumped storage power plants, which, with a
possible maximum output of above 1GW per unit (Germany),
have a great influence on the system with their schedule
operations. Other renewable energy plants that are not subject
to thermal restrictions can also quickly change their feed-in
power. Scenarios are, on the one hand, paragraph 51 of the EEG
(Germany), which allows the feed-in from renewable energy
plants to be switched off for economic reasons in the event of
several successive negative energy prices. Furthermore, noise
emission shutdowns and wind shutdowns can lead to DFDs for
wind turbines if they fully utilize their potential rate of power
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change [16]. Decisive factors are the affected plant size and the
feed-in power at the moment of shutdown.
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Fig. 3 Behavior of the net frequency: average daily frequency in 2020; detail of
a frequency deviation at the hour change on 22.01.2021

B. Causes for deterministic frequency deviations

The change of a load-following operation to a schedule-
based load coverage led to recurring imbalances between fed-
in and withdrawn power in the electrical grid. These imbalances
result in the deterministic frequency deviations. This is caused
on the one hand by the slowly and continuously changing load
and on the other hand by the discretely planned generation
power as shown in Figure 4. A step-like generation output is
impossible, but there are generation units that can adjust their
fed-in output in large quantities within a very short time. Most
notable are pumped storage power plants, which, with a
possible maximum output of above 1GW per unit (Germany),
have a great influence on the system with their schedule
operations. Other renewable energy plants that are not subject
to thermal restrictions can also quickly change their feed-in
power. Scenarios are, on the one hand, paragraph 51 of the EEG
(Germany), which allows the feed-in from renewable energy
plants to be switched off for economic reasons in the event of
several successive negative energy prices. Furthermore, noise
emission shutdowns and wind shutdowns can lead to DFDs for
wind turbines if they fully utilize their potential rate of power
change [16]. Decisive factors are the affected plant size and the
feed-in power at the moment of shutdown.

In future scenarios, energy storage systems may also
represent an increase in the problem if the power capacity
increases. Since it is known that the charging and discharging
power of the battery storage is only limited by the power of the
inverter, but the fact is that the power is immediately available
[6]. Effects on the grid can already be seen in [17,18].

Table 3 shows the rate of power change as well as the
usual rated power per type.
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TABLE |
Technical restrictions of generation plants [19,20,21,22].

Pnin MW AP in
%Pn/min
Nuclear 1300 2
Lignite 300 4
Hard Coal 400 4
Gas 100 20
Wind 6 100
PV 1-25 100
PSH 1100 100

The differences can be explained by the energy conversion
of the power plant types. In the case of large conventional
power plants, the temperature change associated with the
change in output plays a decisive role. Since rapid temperature
changes cause high thermal stresses on the mechanical
components of the plants, which reduce their service life in the
long term. The thermal restriction regarding the rate of change
only plays a subordinate role in RE plants, so that the output
power can be changed much faster.

___A\

Fig. 4 Influence of continuous load and rapidly changing generation power on
the frequency [23]

The times at which the DFDs occur depend on the times
at which the generation of the power plants changes and thus on
the traded products on the power exchange market. These
products are fixed energy values with a duration of one hour on
the futures market and 1 h to ¥ h on the spot market. The figure
of the averaged frequency shows that the frequency deviations
at the hourly change are particularly large. This can be
explained by the fact that the 1 h products traded on the power
exchange account for a significantly larger share of the trading
volume than the % h products. In 2020, for example, the traded
volume on the futures market (1 h products) was 4736 TWh and
on the spot market (1h and % h products) 622 TWh in
Germany. This means that the spot market, on which quarter-
hourly products are traded, among other things, had a share of
only 11.6% of the trading volume, and the trend is rising [24].

IV. DEFINITION OF DETERMINISTIC FREQUENCY DEVIATIONS

The Commission for Regulation sets precise quality
defining and target parameters for the grid frequency, which
serve to ensure safe grid operation.

TABLE?
Frequency quality defining parameters of the synchronous
areas [7]

Continental Europe
50 Hz £50 mHz

standard frequency range
maximum instantaneous frequency

. 800 mHz
deviation
maximum steady-state frequency 200 mHz
deviation
time to restore frequency 15 min
alert state trigger time 5 min
maximum number of minutes outside .

15000 min

the standard frequency range
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With regard to the DFDs, there are no specific
requirements on the part of the Commission for Regulation.
There is also no uniform and set definition in the literature.
Descriptions can be found, for example in VGB Powertech
2009, where unwanted frequency jumps are, especially in the
morning and evening hours, which have significant
consequences for power plants and grid management [1]. In [2],
the problem of deterministic frequency deviation is described.
The reason is the same way the deviations occur, always at the
same time of year and day. This observation leads to the
conclusion that this phenomenon is deterministic. Only
insufficient or no longer generally valid information is given
about the characteristics. For example, the time of occurrence
is only at full hour changes, in a time span of £5 min or £10 min
to the hour change. Due to the analyses on deterministic
frequency deviations and the missing and imprecise definitions
so far, the DFDs for the simulation and the necessary
monitoring within this work are defined as follows:

Timespan of £5 min at every quarter-hour change
Critical amplitude from 75 mHz deviation from the
setpoint value [23]

Particularly significant frequency deviation in a time span
of 2 min, beginning 1 min before and ending 1 min after
each quarter-hour change

V. SIMULATION OF POWER RAMPS OF FAST GENERATION
PLANTS AND STORAGE FACILITIES

In order to investigate the influence of fast feed-in ramps
caused by e.g., large energy storage systems, various factors
influencing the development of DFDs will be investigated with
the help of a simulation model. Subsequently, remedial
measures will be developed. This model is not intended to make
quantitative statements based on real parameters, but rather to
qualitatively investigate the influences and interrelationships of
the various factors in power-frequency control. There are



already some models of power-frequency control for
Matlab/Simulink, but these are not suitable or sufficient for the
simulation of the feed-in ramps of energy storage systems and
DFDs, as the focus is on using a simple and comprehensible
model for easy parameter settings. Some models with their
content are listed in the following table. These are either limited
to one of the control powers or implicitly expressed via
differential equations, so that changes to the parameters cannot
simply be made without recalculating the descriptive
differential equations.

Maximum frequency restoration P
reserve

Maximum frequency
containment reserve

1MW

P
fer 1 MW

TABLE 3
Simulink models for power-frequency-control
No. Title Content
1 Two-area Load . Implicit calculation /

Frequency Control using
MATLAB Simulink [25]

representation of the
parameters for the

control power
. Two area load frequency
control
Implicit calculation /
representation of the
parameters for the
control power
Explicit calculation /
representation of the
parameters for the
control power
. Only FCR included

2. Load Frequency Control .
Model in MATLAB
SIMULINK [26]

3. Provision of fast control .
power and instantaneous
reserve through battery
storage systems [27]

In the new developed model, the frequency, the load self-
regulation effect, the frequency containment reserve (FCR) and
the frequency restoration reserve (FRR) are considered, and the
different parameters are expressed explicitly. The simulation
model was created in Matlab / Simulink. For the model, the
model 3 listed in table 4 served. The model was modified and
extended by the FRR, which is important in the problem
analyzation of DFDs as shown above. Additionally, data from
[28,29] were taken and used for the calculation of the frequency
gradient, the start-up time constants and the design of the
control reserve. The overall model is shown in figure 6. The
model was normalized to the maximum available power
reserve, so that a full activation corresponds to the value one.

TABLE 4
Parameters used in simulation

Parameter Symbol Value
Target frequency fo 50 Hz
Frequency dead band +50 mHz
Ma>_<|n'1um allowed frequency £200 mHz
deviation
System time constant Tsys 10s
Total system size Psys 50 MW
Load self-regulation effect k 1%

A. Model Validation

An incoming power imbalance forms the input signal of
the model which maps the control area error with the connected
control services. Using equation (2) from [28], the resulting
frequency deviation is calculated as

a_f= AP . f , ?
Ot Psys Tsys

where f is the frequency, AP is the power difference, fO is
the nominal frequency, and Psys and Tsys are the total system
size and the start-up time constant.

The FCR is designed as a proportional controller that
responds directly to the deviation of the frequency from its
setpoint and is derived from the model in [Renewable
integration and primary control reserve demand in the Indian
power system]. The FCR does not return the frequency to the
setpoint but brings the power equilibrium into a quasi-
stationary state so that the frequency deviates by a maximum of
200 mHz. The FCR is activated from a dead band of "+20
mHz". This normalized model of the LFR results in the
following gain factor:

PFCRmax 1MW
A 200mHz @)

Furthermore, the FCR is limited to £1 MW due to the
normalization. Activation takes place at a rate of 1 MW/30s. A
PT1 element was chosen as a simple power plant simulation.

The FRR is integrated by a Pl controller with physical
feedback to influence the power balance and a power plant
simulation. In contrast to the LSRE and the FCR, the input
variable of the FRR is not the negative frequency deviation, but
the area control error. The activated FCR and LSRE are
subtracted from the Area Control Error (ACE) so that the FRR
does not compensate for them. As with the FCR, the limitation
is set to £1 MW, but can be varied in the model. The gradient
is 1 MW/300 s, so that the full activation of the FRR occurs
after 5 min.

Figure 5 shows the curves of the control power after the
occurrence of a load jump of 1 MW. Activation takes place
according to the guidelines and ensures a return of the
frequency to its setpoint after 5 min.
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Fig. 5 Activated load self-regulation effect, FCR, FRR and Area Control Error
in simulation.

39



B. Fundamentals of deterministic frequency deviatons in
simulation

The simulation model was used to investigate various
aspects of deterministic power imbalances. A linearly
increasing or decreasing load was assumed. The schedule for
the generating power plants corresponds to a discretization of
the load behavior in a 15 min grid. A symmetrical ramping of
the power plants is assumed, so that the load intersects the
generation curve in the middle in each scheduling period. The
generation and load before and after the half hour under
consideration were assumed to be equal, thus excluding effects
of previous power imbalances.

The model does not react directly to the injected or
extracted power in the electrical grid, but to the resulting power
imbalance according to (3).

Pditt = Pgen — Pload, (4)

This difference causes an activation of the control power
and a DFD characteristic frequency deviation which are shown
in figure 6. At the time of the schedule change at t = 900 s, there
is a sudden sign change of the power difference Pdiff, since the
generation power reaches its setpoint for the next schedule
period faster than the load drops. Since at the time of the
schedule change the amount of activated FRR is equal to the
amount of the power difference, the sign reversal leads to an
ACE twice the amount of the original power difference.
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Fig. 6 Characteristic power flows and frequency of a DFD in simulation
C. Factors influencing the development of a DFD

The influencing factors that play a significant role in the
development of DFDs are:

« the direction of the schedule change,

« the amount of the schedule change, and

« the rate of change of generation output.

Direction of the schedule change

The direction of occurrence of the DFD depends on the
direction of the load change and consequently on the direction
of the schedule change if load and schedule change to the same
extent. This can be easily reproduced and investigated in the
model. For the negative schedule jump, the behavior of the
power difference and frequency was explained in the previous
basic consideration. For a positive schedule jump, a similar
explanation applies, but with the signs of the individual curves
reversed. The result in the figure 7 confirms that a positive

40

schedule jump causes a positive frequency deviation, and a
negative schedule jump causes a negative frequency deviation.
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Fig. 7 Course of the power difference Pdiff and the frequency in case of a
negative and a positive timetable jump

Amount of the schedule change

The higher the load change between two schedule periods,
the higher the setpoint jump for the generation power between
the schedules. Based on the fundamental consideration, the
schedule jump was varied and the influence on the power
difference, FRR and frequency was investigated. The results are
shown in figure 8 and figure 9 (left column) for an infinitely
high rate of power change. The results are compared side by
side with the influence of different power change rates.

Rate of change of generation output

The main cause for DFDs could be identified as the very
high-power change speed of pump storage, which can follow a
schedule jump almost instantaneously. In figure 8 (right
column), the influence of different rates of change on the power
difference and FRR was investigated. The frequency result is
shown in figure 9 (right column). Varying the rates of change
between two schedules creates a generation ramp instead of a
direct jJump. An instantaneous change in power corresponds to
a ramp of 0 min. The smaller the rate of change, the longer the
ramp duration.

The simulation results of the frequency in figure 10 show
on the one hand that a higher schedule jump leads to a larger
deviation of the frequency, where there is a disproportionate
dependence. A schedule jump twice as large causes a frequency
deviation more than three times as large. On the other hand, the
rate of change of the generation output has a much greater
influence on the frequency deviation that arises. A certain
threshold can be observed, above which the frequency increases
disproportionately.
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Fig. 8 Power difference (above) and FRR activation (below) as a function of
the level of the schedule change and the ramp duration.
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D. Countermeasures

The simulation model can also be used to investigate
possible countermeasures or means to reduce DFDs. In the
following, some solutions are simulated.

Shorter FRR activation time

The next case investigates whether the activation speed of
the FRR has an influence on the expression of the frequency
deviation. The FRR must be able to activate 100% of its output
within 5 min. In the model, this activation speed was shortened
step by step and the frequency response was recorded. For this
case, the rate of change of the generation output was set to 2
min with a schedule change of —2. This reflects a real, very fast
operation of generation plants, so that the influence of the
control services and the countermeasures can be estimated
under more realistic conditions. It can be seen that a shorter
activation time would reduce the frequency drop.

Constant ramp duration between schedules

Based on the ramp for intentional exchange, which is also
used in the Swiss solution against DFDs, the influence of a
uniform ramp with a duration of 10 min on different schedule
jumps is investigated. In Figure 11 it can be seen that, on the
one hand, the utilization of the FRR (left) is much lower than in
previous simulations and, on the other hand, there is no rapidly
increasing peak in the frequency curve (right) for different
jumps in the schedules.

Proactive control of secondary control power

It was investigated whether suppressing FRR activation
before the schedule change would lead to a reduction in
frequency deviation. The result is a higher frequency deviation
before the schedule change due to the missing FRR, but with a
small gradient. After the schedule change, the frequency
deviation remains in a much smaller range around the setpoint
than without FRR suppression.
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Fig. 12 FRR and frequency operating regularly and with proactive control
E. Simulation results summarized

The results of the simulation and individual cases of
consideration are briefly summarized in the following table.

TABLE |
Summary of the simulation results.

Effect
Influe  direction of the Positive load change leads to positive
ncing  schedule change DFD, negative load change leads to
factors negative DFD
amount of the Larger schedule jumps produce
schedule change disproportionately  larger  frequency
deviations
rate of change of Faster ramp between schedules causes
generation output  disproportionately  larger  frequency
increase
FCR Volume has a major influence on
frequency peaks
FRR Demand grows asymmetrically, more
towards the change of schedule
Count  Shorter FRR Contributes to the reduction of DFDs
ermea  activation time
SUres  Constant  ramp Effectively minimizes DFDs for any
duration between schedule jumps
schedules (10
min)
Proactive control Larger frequency deviation before
of secondary schedule change, but much smaller

control power critical deviation afterwards

VI.

The simulation showed that there are several solutions to
reduce the problem of critical DFDs. To ensure long-term
reduction of DFDs, the most effective solution is to reduce the
slope of the generation ramp to a duration of 10 minutes. This
can minimize the imbalance between load and generation
changes, thus supporting system reliability. In addition, this

DISCUSSION
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may have economic benefits in terms of FRR activation and
billing.

This could be realized by direct control of the appropriate
plants or by installing battery storage at wind and solar farms to
reduce feed-in gradients. As renewable energy expands, these
options should be considered. In addition, the presented model
could be used to investigate the decrease of the start-up time
constant due to the decrease of conventional power plants, as it
can be expected that the frequency will change even faster due
to the lack of inertia in the grid.

In order to operate the power system safe and stable
monitoring of DFD must be developed as well. This is
important not only to identify situations with DFD, but also to
recheck developed countermeasures and their impact on the
frequency. Therefore, following measures are recommended
for TSO:

Long term frequency analyzation, including heatmaps,
averaged trend and data tables to identify frequency
peaks (negative or positive)

Short-term frequency analysis (day, hour or single
DFD), including generation and load behavior data to
identify the originating units

generation ramp to a duration of 10 minutes

VII. SUMMARY

In this paper, the influence of generation and storage
facilities on the deterministic frequency deviations due to their
fast-ramping behavior was analyzed. So far, in other studies the
behavior of renewables and energy storage has been studied in
terms of basic stability and economic aspects rather than
focusing on DFDs. With the definition of DFDs within this
work, it is possible to identify these frequency deviations for
monitoring purposes. In order to keep an eye on the evolution
of the problem of DFDs, TSOs should have monitoring tools
that can monitor the quantity of DFDs, estimate their share in
the overall phenomenon and in individual DFDs. So that, if
necessary, causes in the load and generation behavior can be
searched for in the own control area.

With the simulation model created, the influencing factors
can be analyzed. By simulating countermeasures, general
provisions for the ramping behavior of renewable energy plants
and energy storage systems can be derived. As a
recommendation, for plants whose feed-in behavior is highly
variable, a ramp restriction should be imposed that ideally lies
between the activation time of the FRR and the SOGL ramp of
10 min. This way, imbalances between generation and load can
be compensated by the existing control services.
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Application of graph theory for automation network
recovery

A. Kashtanov, E. Glende, M. Wolter, Otto von Guericke University Magdeburg,
Institute of Electric Power System, Magdeburg, Germany

Abstract—The use of digital devices in distribution networks
has expanded the possibilities of solving assigned tasks, such as
reducing the outage time for consumers during network faults.
The fault location, isolation, and service restoration (FLISR)
system is increasingly popular for solving this problem, with
service restoration being the most important algorithm. Graph
theory can be used as a tool to find the optimal network topology
while preserving the radial structure of the network, allowing
power to be restored to the largest number of consumers. This
article aims to examine the basics of FLISR and the potential use
of graph theory for modifying the service restoration algorithm.

Index Terms—distribution network, FLISR, graph theory,
power restoration, Prim algorithm, minimum spanning tree

I. INTRODUCTION

EW opportunities for monitoring and managing distri-
bution grids have emerged with the technological ad-
vancements [1], [2]. The incorporation of intelligent electronic
devices (IEDs) allows for real-time network monitoring and
complex operational switching in shorter intervals [3]. As per
a recent survey conducted by the Distribution Management
System (DMS) working group on intelligent distribution of the
IEEE Power and Energy Society, 85% of electric power enter-
prises surveyed have either implemented or plan to implement
the fault location, isolation, and service restoration (FLISR)
algorithm for upgrading their distribution networks [4]. FLISR
algorithm can be utilized in different energy network topolo-
gies, such as centralized and decentralized (substation-oriented
or fully distributed) projects [S]. The primary objective of
FLISR is to minimize the duration of power outage for
consumers after a fault. The algorithm involves several steps
(61, [7].
o Determination of the fault location with maximum accu-
racy
« Isolation of the faulty area
« Service restoration of power supply
Fig. 1 represents the basic algorithm of FLISR operation.
The initial network topology and the location of the fault are
shown in Fig. l.a. After a fault occurs, the relay protection
of the left feeder turns off the power to all consumers. Next,
the algorithm determines the location of the fault and isolates
it, on Fig. 1.b. Also in this figure, potential sectional switches
are indicated in yellow, through which it is possible to restore
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a)

b) IR 2

e The line is de-energized . The switch is open
wme  The line is energized . The switch is closed

Fault location The potential tie-switches

Fig. 1. The basic principle of FLISR operation

power to consumers on the left feeder. Fig. 1.c shows the
new network topology, after reconfiguration, according to the
FLISR algorithm [8].

The limited size of the network being presented results
in a small number of reconfiguration methods that could
potentially be used. However, when the FLISR algorithm is
applied to larger distribution networks, the number of possible
combinations increases dramatically. As a result, graph theory
should be considered as a tool for identifying the optimal
network topology following reconfiguration. The main contri-
bution of this study is the modification of the Prim algorithm
for discovering the minimum spanning tree, which was then
adapted for distribution network reconfiguration. The primary
objective of the modification was to reduce the number of
operational switches required during power restoration.

Section II gives brief description of Graph Theory. Espe-
cially about spanning trees. Section III describe the algorithm.



Simulations of the algorithm are shown in section IV.

II. APPLICATION OF GRAPH THEORY

Graph theory is a branch of discrete mathematics that deals
with the study of graph properties. A graph is a set of vertices
V(x) connected by a set of edges U(x) [9]. In the context of
this work, the electrical distribution network is presented in
the form of a graph. The network buses are taken as vertices,
and the power lines connecting the buses are taken as branches
[10].

In graph theory, there exist a plethora of concepts and
definitions, but this work focuses on only two. Firstly, the
definition of a weighted graph is crucial. It refers to a graph in
which the edges possess their own weight or cost. In the case
of modeling an electric distribution network, the impedance
of the lines acts as the weight of the edges. Secondly, the
minimum spanning tree is of utmost importance. A tree is
a subset of all the vertices included in the graph, which are
interconnected to each other without any parallel branches,
loops, or ring connections. The tree can be compared to the
radial topology of the distribution grid. A minimal spanning
tree is a tree whose sum of the weight of the edges is the
minimum compared to other connection combinations.

There are many algorithms to find the minimum spanning
tree [11]:

e Prim‘s algorithm

o Kruskal‘s algorithm

« Bortivka’s algorithm

o Reverse-delete algorithm

According to the principle of operation, the Prim‘s algorithm
is the most suitable for modification, since it starts from the
initial (root) point to build a tree, which is very convenient in
the case of working with distribution networks, where a feeder
can serve as this point. Prim’s algorithm consists in alternately
adding new vertices to the initially selected root node, which
is the feeder bus. Due to the chosen algorithm, it is possible
to implement the function of building a network based on the
impedance of the system, and not on individual lines.

A. Modification of Prim'‘s algorithm

When creating a new network topology, in which the weight
of the edges is defined by the impedance of the branches, the
classical Prim algorithm may not be sufficient. Additionally,
when modeling an electrical network, it is essential to consider
the total impedance of the entire network, rather than just
individual lines. This study applies an extra condition during
the iteration of the Prim algorithm to address this issue. At
each iteration of the algorithm, the weight of the selected
branch is added to the weights of all the branches leading
up to the root node. Fig. 2 provides a comparison between the
classical Prim algorithm and the modified version used in this
study

In both cases, the weight of each branch is equal to 1 unit
except for the line between the buses 1 and 7, in this case, the
weight is equal to 2. Left part of Fig. 2 shows the topology of
a tree constructed according to the classical Prim algorithm.

Classic algorithm

@ Root node
1

Modified algorithm

Root node

(2

1
1/ N 1 Y
N H y—
. Weight(n7)=6 :ﬂ/ .
1 1 ‘ 1
O] © @
e
&

1

)

d
’\@f”

Weight(n5,n6)=4

Fig. 2. Comparison of the classic Prim‘s algorithm with the modified one

The algorithm adds an edge with the minimum weight every
iteration, so that, all lines except 2-7 are involved. In this case,
the most distant bus has a weight equal to 6 units relative to
the root node. In the case of the upgraded algorithm, right
part of Fig. 2, the tree is built differently and line 2-7 is used.
In this case, the weight of the most distant bus is 4 units.
When applying this algorithm to the distribution network, the
minimum voltage in the network increases, but losses will also
raise.

B. Correction factor

When restoring power after disconnecting a line, it is crucial
to reestablish the network topology with minimal operational
switches. This means maximizing the use of already opera-
tional lines. To satisfy this condition, this study introduces
the concept of a correction factor. During the execution of
the algorithm, a specific factor is designated to add to the
calculated impedance of lines with a normally open switch.
This enables the selection of the most favorable line, given that
two lines with similar system impedances are available, one of
which was already in operation before the damage occurred,
while the other is a tie-line. The simulation utilized four
correction factors, namely O, 1, 1.4, and 2. These coefficients
were determined via trial and error to effectively showcase
their impact.

III. DESCRIPTION OF THE ALGORITHM

The flow chart of the algorithm is presented in Fig. 3. The

algorithm consists of six main steps:

o Step 1: First, the initial data of the network is set:
topology of the network, bus and lines characteristics.

o Step 2: The correction factor is specified.

o Step 3: The line where the damage occurred is indicated.
This line will be completely removed from the search for
the minimum spanning tree and power flow calculations.

o Step 4: Information about the initial network topology,
except the line on which the damage occurred, as well as
information about the sectional lines and the correction
factor are processed as initial data for finding the mini-
mum spanning tree using the modified Prim‘s algorithm.
The feeder bus is selected as the root point. From it,
the calculation begins with the addition of new branches.
The result of this step will be an incidence matrix NxN
consisting of 0 and 1, where N is the number of buses.
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Fig. 3. Flow chart of the algorithm
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Fig. 4. Initial grid topology

e Step 5: The incidence matrix obtained in the previous
step, as well as the data of lines and buses, are processed
to calculate the power flow using the Newton-Raphson
power flow method. As a result of this calculation, the
voltages on each bus and the power flows and currents
on each line are known.

o Step 6: According to the calculated data, the character-
istics of the bus voltage, as well as active and reactive
losses in the network, are analyzed.

IV. SIMULATION

The simulation was carried out on the example of an IEEE
119 bus system from Dong Zhang [12] (see Fig. 4) with
nominal voltage of 11 kV, 118 sectionalizing switches and 15
tie switches. The total power loads are 22.710 MW and 17.041
Mvar. The Prim‘s algorithm and power flow calculations are
written and integrated into the MATLAB R2021b environment.

The main problem of this grid is a bad voltage profile. In
order to bring this network to better voltage indicators, an
algorithm for finding the minimum spanning tree would be
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Fig. 5. New grid topology after reconfiguration. The green lines represent the
former tie lines that were involved during the reconfiguration. The red lines
represent those lines that were disabled as a result of reconfiguration.
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Fig. 6. A graph comparing the magnitude of the voltage before and after
applying the algorithm

applied. During the operation of the algorithm, 18 operational
switches were made, where nine tie were involved (see Fig.
5).

As a result, the voltage magnitude profile has improved
significantly, as can be seen from the comparison graph in
Fig.6.

Now, after reconfiguration, it is possible to conduct fault
simulations. Let the s4 line be disconnected after the fault.
All consumers connected to buses 5-9, 23-27, 35, 40-48 and
54 with a total active power of 3.03 MW will lose power.

A. Correction factor is equal to 0

In the first case, there is no priority for constructing the
topology during modeling. After initializing the data and
performing calculations, the Prim‘s algorithm for searching
for the minimum spanning tree, 9 switch operations were
performed. In this case, tie lines s34, s39, s42, s53 and s119
have been put into operation. And the lines s24, s25, s44 and
s121 were turned off to avoid looping the network.
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B. Correction factor is equal to 1 TABLE I

In the second case, correction factor equal to 1. As a result
of the algorithm with this correction factor, the number of
operational switches was decreased from 9 to 5. Tie lines s34,
$39 and s42 have been put into operation. And the lines s43
and s132 were turned off to avoid looping the network.

C. Correction factor is equal to 1.4

In the third case, correction factor equals to 1.4. As a result
of the algorithm with this correction factor, the number of
switches has already dropped to 3. Only 2 lines were put into
operation s34 and s39. And only 1 line s132 is disconnected.

D. Correction factor is equal to 2

In the last case, correction factor equals to 2. As a result
of the algorithm with this correction factor, the number of
switches only equals to 1. Due to the shutdown of the s4
line, tie line s132 was introduced to resume power supply to
consumers.

E. Comparison of the results

Figure 7 shows a graph of voltage comparison for all cases.
The data is sorted from the highest voltage magnitude value
on the feeder bus to the lowest. It is noticeable from the
graph that the best voltage profile is for the initial network.
This is due to the absence of any limitations of the algorithm
for constructing the topology. While in other cases there is a
limitation due to a fault on a line. If we take into account only
post-emergency cases, then a direct dependence of the voltage
value on the correction factor is visible. As the correction
factor is increased, the voltage values become worse, due to
the increased restrictions. However, it can be noted that the
voltage in all cases is within the permissible limits +10%
according to Standard EN 50160. This means that the choice of
reconfiguration may depend only on the number of operational
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COMPARISON OF DATA BEFORE AND AFTER RECONFIGURATION UNDER
DIFFERENT CORRECTION FACTORS

Grid Operational Active Number of
Topology switching Power operational
losses MW switches
Initial
grid 1.05 0
topology
Correction s24, s25, s34,
factor $39, s42, sd44, 1.13 9
is 0 s53, s119, s121
Correction
factor s34, 39, s42, 1.15 5
is 1 s43, s132
Correction
factor s34, s39, s132 1.15 3
is 1.4
Correction
factor s132 1.18 1
is 2

switches. As mentioned earlier, the smaller the number of
operational switches, the less the equipment is subject to wear
and tear and the more cost-effective its use. Sometimes the use
of a correction factor leads to significant voltage reductions
on those buses through which the main power supply of
the disconnected section passes. Thus, the application of the
correction factor in such cases is restricted.

V. CONCLUSION

FLISR algorithms offer a solution to improve network reli-
ability by reducing the number and duration of power outages
for consumers. However, implementing this concept requires
significant infrastructure costs, including the installation of
numerous [EDs to ensure accurate and reliable power restora-
tion. Graph theory serves as a useful tool for grid operators
to increase network reliability and reduce outage times. To



construct a topology that meets specific requirements, the
algorithm for finding the minimum spanning tree must be
considered, taking into account factors such as the total system
impedance and topology building priorities. However, pre-
calculating the correction factor is necessary to improve the
algorithm’s accuracy, and this coefficient varies depending on
network characteristics such as size, branching, and voltage
level.
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