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Abstract

Steigende Anteile von erneuerbaren Energieanlagen, die Gber Umrichter mit dem Netz gekoppelt sind,
wirken sich auf die Stabilitédt des Energieversorgungsnetzes aus. Dieser Beitrag beleuchtet den Begriff
der Tragheit in Zusammenhang mit dem elektrischen Stromnetz und stellt eine Analyse der
Frequenzstabilitdt mit steigenden Anteilen umrichtergekoppelter Energieanlagen vor. Dabei werden
neben den Ublicherweise am Netz eingesetzten stromeinpragenden Umrichtern auch
spannungseinpragende Umrichter untersucht, welche bisher nur in Inselnetzen und Mikronetzen ohne
Verbindung zum Verbundnetz eingesetzt werden.

1. Einleitung — Was ist Tragheit im elektrischen Energiesystem?

Wachsende Anteile umrichterbasierter Erzeugung im Stromnetz auf Ubertragungs- und
Verteilungsebene wirken sich auf die Stabilitdt des Stromnetzes aus. Bei steigenden Anteilen an
umrichtergekoppelten, erneuerbaren Energieanlagen und einer damit perspektivisch einhergehenden,
abnehmenden Erzeugung durch rotierende Generatoren sinkt die synchron gekoppelte Tragheit im
Energiesystem. Die Tragheit im Energiesystem hat Einfluss auf das transiente Frequenzverhalten im
Netz. Die Bewegungsgleichung (1) und (2) einer Synchronmaschine spiegelt dieses Verhalten wieder
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) Rotorwinkel

Sn Nennscheinleistung Generator

Ty Anlaufzeitkonstante

Ppecn  Mechanische Antriebsleistung der Turbine
P, Elektrische Bremsleistung

Der Rotor beschleunigt dann, wenn die Antriebsleistung die Bremsleistung Ubersteigt und damit der
Generator weniger belastet wird als Antriebleistung erbracht wird. Die Drehzahlanderung, bzw.
Rotorwinkelbeschleunigung, hat dann ein positives Vorzeichen. Im umgekehrten Fall hat die
Rotorwinkelbeschleunigung ein negatives Vorzeichen und der Rotor wird abgebremst. Die Drehzahl
eines Generators hat unmittelbar Einfluss auf die elektrische Frequenz. Wie schnell der Rotor nach
einer Stérung beschleunigt oder abgebremst wird, wird durch die Anlaufzeitkonstante T maRgeblich
mitbestimmt. Die Anlaufzeitkonstante wird auch als Tragheitszeitkonstante bezeichnet und ist die
kinetische Rotationsenergie E,;, des Generators und der Turbine bei Nenndrehzahl bezogen auf die
Nennscheinleistung, Gleichung (3). Die kinetische Energie wird durch das Tragheitsmoment J und die
Drehzahl bestimmt.
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Diese Gleichungen gelten sowohl fiir einen einzelnen Generator-Turbinen-Satz als auch fir eine
kohérente, zusammenhangende Generatorgruppe und damit fiir ein synchrones Netzgebiet. Daher sind
diese Gleichungen grundlegend fiir die Bewertung der Kurzzeit-Frequenzstabilitét eines Netzgebietes
geeignet. Kriterien der Kurzzeit-Frequenzstabilitdt sind die Einhaltung der Grenzwerte fiir die maximal
auftretende Frequenzabweichung und die Frequenzénderungsrate nach einer Stérung. Folgende
Grenzwerte mussen zur Gewahrleistung der Frequenzstabilitat eingehalten werden:

e Die transient auftretenden Frequenzen f.;n, fmax Verbleiben zwischen 47,5Hz und 51,5 Hz,
nach [2]. In bezogenen GrofRen ausgedriickt: zwischen 0,95 p.u. und 1,03 p.u.. Verletzt die
Frequenz diesen Rahmen, besteht keine Anforderung an Generatoren zum Verbleib am Netz
und damit kénnen Ausfallkaskaden zum vollstdndigen Netzausfall fiihren.

e Der Anlagenschutz von Generatoren sieht zum mechanischen Schutz der Antriebswelle eine
Schutzfunktion bzgl. Frequenzanderungen vor. Die vertraglichen Grenzwerte kénnen je nach
Generatortyp unterschiedlich sein. In [2] wird ein Grenzwert von 2Hz/s im Europaischen
Verbundnetz angesetzt.

Abbildung 1 zeigt einen qualitativen Frequenzverlauf nach einem Leistungsdefizit, z.B. nach einem
Generatorausfall.

art

Abb. 1: Frequenzverlauf nach einer Stérung

Je weniger Tragheit im Energiesystem vorhanden ist, desto hdéher und steiler werden
Frequenzausschlage nach Leistungsungleichgewichten. Die Grenzwerte dieser Indikatoren kénnen
zunehmend haufiger auch schon bei kleineren Leistungsungleichgewichten tGberschritten werden. Die
Aktivierungsdauern von aktuellen Regelleistungsprodukten zur Frequenzhaltung und —rickflihrung
wurden mit der Tragheit eines Energiesystems auf Basis von Synchronmaschinen dimensioniert. Es
stellt sich also die Frage, welche Tragheit fir die Gewahrleistung einer sicheren und zuverlassigen
Energieversorgung vorzuhalten ist.

2. Soll-Ist-Abgleich — Wie viel Tragheit brauchen wir und was ist verfiigbar?
Wird die Bewegungsgleichung (1) auf ein synchrones Netzgebiet Ubertragen, so sind direkte
Einflussfaktoren ablesbar:
df;ntax TN,n}in,res — ?_P 4)
0 N

Die HOhe der zu bewaltigenden Stérung AP unter Einhaltung eines Grenzwertes fir die maximale
Frequenzéanderungsrate erfordert eine resultierende Mindesttragheit Ty i res- Die resultierende
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Tragheitszeitkonstante ist dabei das gewichtete Mittel der Tragheitszeitkonstanten aller im Betrieb
befindlichen Erzeugungsanlagen, Gleichung (5).
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Die zu bewaltigende Stdrung ist eine Designfrage welche in der Verantwortung der Netzbetreiber liegt.
Legt man bisher geschehene Stérungen zu Grunde, changieren die Storungen zwischen 20%
Leistungsdefizit (Italien 2003) und 40% Leistungstberschuss (Tlrkei 2016) [3]. Abb. 2 stellt den Betrag
der Mindesttragheit Gber der StérgréRe bei 2Hz/s nach Gleichung (4) dar. Die StorgrofRe wurde auf die
verbleibende Last bezogen.
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Abb. 2: Mindesttragheit liber Hohe der Stérung bei einer erlaubten
maximalen Frequenzanderungsrate von 2Hz/s, nach Gleichung (4)

Die eingezeichneten Stérungen in Abb. 2 lassen Uberschlagig auf erforderliche Mindesttragheiten
zwischen 6 und 10,5s schlieBen. Dabei wurden Dampfungseffekte wie bspw. die frequenzabhangige
Wirkleistungsaufnahme von Lasten, der sog. Netzselbstregeleffekt, vernachlassigt. Deren Einfluss auf
die erforderliche Mindesttragheit ist jedoch nicht entscheidend. Im direkten Vergleich ist in Abb.3 die
geschatzte vorhandene Tragheit in Deutschland als geordnete Jahresdauerlinie dargestellt. Dort Iasst
sich ablesen, dass im Jahr 2030 zu keiner Zeit im Jahr die erforderliche Tragheit zur Bewaltigung der
Stérung von 2016 bereitsteht!
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Abb. 3: Geordnete Jahresdauerline der geschatzten Tragheit in
2030 und 2040 nach [4]
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Es besteht also dringender Handlungsbedarf zur Weiterentwicklung der Konzepte zur Netzregelung.
Hier wird die Bereitstellung von Tragheit durch Umrichter untersucht.

3. Testsystem zur simulativen Untersuchung

Im folgenden Abschnitt werden das verwendete Testnetz, die untersuchten Umrichterregelungsansatze
sowie die Testszenarien beschrieben.

3.1 Testnetz

Das verwendete Testnetz wurde von den deutschen Ubertragungsnetzbetreibern [5] erarbeitet und fiir
eine Untersuchung zu Netzauftrennungen auf Basis von Momentanwertsimulationen durchgefihrt. Das
Testnetz besteht aus zwei groRen, aggregierten Umrichterparks in jeweils 50km Entfernung zu einem
aggregierten Lastzentrum und einer aggregierten, lastnahen Synchronmachine. Die Verbindung zum
vorgelagerten Netz wird fir die Simulation der Netzauftrennung geéffnet. Die Last wird als konstante
Impedanzlast modelliert. Die Synchronmaschine tragt im Testsystem nur zur Tragheit bei, alle weiteren
Regeleinheiten zur Spannungs- und Frequenzhaltung werden nicht berticksichtigt.
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D
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Abb. 4: Testnetz zur Bewertung der Stabilitat nach
Netzauftrennungen

3.2 Regelverfahren der Umrichterstationen

Die Umrichter wurden fiir die Simulationen jeweils als stromeinpragende oder spannungseinpragende
Umrichter betrachtet. Dabei sind unter stromeinpragenden Regelverfahren jene Verfahren zu verstehen,
welche die Stellgrée (Spannung der inneren Spannungsquelle) so fiihren, dass Sollwerte fur Wirk- und
Blindstrom bei der gemessenen Spannung am Netzanschlusspunkt (engl.: Point of Common Coupling,
PCC) eingehalten werden. Damit werden die Stréme eingepragt, siehe Abb. 4. Dieses Verfahren wird
derzeit im Verbundnetz verwendet. Dem gegeniiber stehen spannungseinpragende Verfahren, welche
direkt die Spannungsamplitude und -—frequenz bzw. den Spannungswinkel der (inneren)
Spannungsquelle fihren. Die Stellwerte fir Amplitude und Frequenz der Spannung werden
entsprechend der Messwerte von Wirk- und Blindleistung am PCC angepasst. Bei sog. virtuellen
Synchronmaschinen wird der Spannungswinkel entsprechend der Bewegungsgleichung einer
Synchronmaschine, siehe Gleichungen (1) und (2), angepasst. Damit erhalt der Spannungszeiger ein
Beharrungsvermégen gegeniiber netzseitigen Anderungen und weist so eine parametrierbare Tragheit
auf.
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Abb. 4: Verallgemeinerte Darstellung Regelverfahren Umrichter:
a) stromeinpragend (konventionell), b) spannungseinpragend.

Die stromeinpragenden Umrichter wurden nach dem herstelleriibergreifenden, generischen WECC
Modell [6, 7] modelliert. Fir die spannungseinpragenden Umrichter wurde ein Regelungsansatz nach
[8] implementiert.

3.3 Testszenarien

Die Untersuchung zeigt den Einfluss von reduzierter, synchron gekoppelter Tragheit auf die
Frequenzstabilitdt im Fall einer Netzauftrennung. Dazu wurden Simulationen mit Netzauftrennung
durchgefiihrt und jeweils die installierte Leistung der Synchronmaschine reduziert. Die Einspeisung der
Umrichter wurde Uber alle Simulationen konstant gehalten. Die Last wurde so dimensioniert, dass sich
vor Netzauftrennung eine Austauschleistung mit dem vorgelagerten Netz entsprechend der gewahlten
Stérung einstellt. Als StérgroRe wurde exemplarisch 40% Leistungsiiberschuss bezogen auf die aktuelle
Einspeisung gewéhlt. Damit ergibt sich ein Uberfrequenzfall und die Umrichterstationen miissen die
Einspeiseleistung reduzieren, um wieder ein Gleichgewicht zwischen Erzeugung und Last herzustellen.

Es wurden getrennt voneinander die in Abschnitt 3.2 erlauterten Regelverfahren eingesetzt.

4. Ergebnisse

Die folgenden Untersuchungen wurden als Momentanwertsimulation mit dem Netzberech-
nungsprogramm DIgSILENT/PowerFactory 2018 durchgefiihrt.

4.1 Ergebnisse bei Einsatz von stromeinpragenden Umrichtern

Abb. 5a) zeigt Simulationsergebnisse fir Frequenz und Spannung am Netzanschlusspunkt von
Umrichterpark 1 fur alle simulierten Umrichteranteile mit einem Parametersatz gemafl
Herstellerangaben fir den Auslieferungszustand und entsprechend Stand der Technik sowie aktuell
geltenden Netzanschlussbedingungen. Je dunkler die Kurven, desto héher der Umrichteranteil (Ratio).
Die grau eingefarbten Flachen zeigen Bereiche mit Verletzung der Stabilitdtskriterien an. Die
Frequenzverlaufe verdeutlichen einen maximalen Umrichteranteil von 20% ohne Verletzung der
maximal erlaubten Frequenz von 1,03p.u.. Insbesondere die Simulationsergebnisse der Spannung bei
einer Durchdringung von 50% zeigen UnregelmaRigkeiten, welche auf mangelnde
Blindleistungsreserven und Betriebsfiihrungsaspekte der Umrichter zuriickzufihren sind. Mit
entgegenwirkenden Parameteranpassungen kénnen héhere Umrichteranteile erzielt werden. Folgende
Anpassungen wurden durchgefihrt:

e Verringerung der Einregelzeit fir die Wirkleistungsregelung auf Parkebene von 10s auf 1s
e Aktivierung einer Blindleistungsregelung auf Parkebene mit Spannungsvorgabe

e Bei Unterschreiten der Spannung am PCC von 90% des Nominalwertes wird die dynamische
Spannungsstiitzung aktiviert. Die aktuellen Netzanschlussbedingungen [9—-11] fordern, nach
Fehlerklarung den Arbeitspunkt vor dem Fehler anzufahren. Dazu werden die Sollwerte auf
Parkebene festgehalten und die Regelungsfunktionen Uberfrequenz-Leistungsreduktion und
Blindleistungsregelung auf Parkebene werden blockiert. Diese Blockierung wurde aufgehoben.

Abb. 5b) zeigt die Simulationsergebnisse mit den obigen Anpassungen. Damit kann die maximale
Durchdringung der Umrichter ohne Verletzung der maximal erlaubten Frequenz auf 60% erhoht werden.
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Die gezeigte Kurve flir 70% Uberschreitet diesen Grenzwert. Das Blindleistungsdefizit kann nun durch
die Umrichter gedeckt werden und die Spannung bleibt entsprechend innerhalb des tolerablen Bereichs.

Um jedoch Durchdringungen von tber 60 % zu erreichen, sind Erweiterungen im Funktionsumfang der
stromeinpragenden Umrichterregelung notwendig. Spannungseinpragende Regelungsverfahren sind
eine weitere Mdglichkeit, die Umrichteranteile zu erhdéhen. Im néchsten Abschnitt werden
Simulationsergebnisse unter Einsatz von spannungseinpragenden Umrichtern vorgestellit.
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Abb. 5: Simulationsergebnisse Frequenz und Spannung am PCC Umrichterpark 1 bei
stromeinpragender Umrichterregelung und steigender Umrichterdurchdringung:
a) Default Parameter Hersteller ohne stationére Blindleistungsbereitstellung,

b) Angepasste Parametrierung mit stationarer Blindleistungsbereitstellung.

4.2 Ergebnisse bei Einsatz von spannungseinpragenden Umrichtern

Wie in Abbildung 6a) ersichtlich, kann die maximale Umrichterdurchdringung unter Verwendung von
spannungseinpradgenden Umrichtern ohne Einbufen in der Frequenzstabilitdt auf 100 % gesteigert
werden. Das Frequenzverhalten nach der Netzauftrennung ist bei allen simulierten
Durchdringungsszenarien gut gedampft und ohne Uberschwingen oder transiente Ausgleichsvorgénge.
Auch die Spannungsabweichungen bleiben gegeniiber denen aus den vorherigen Simulationen in
Abbildung 5 vernachlassigbar. Damit kann aus den hier gezeigten Simulationsergebnissen geschlossen
werden, dass spannungseinpragende Umrichter im untersuchten Testsystem fir den Fall der
Netzauftrennung ein netzdienliches Verhalten aufweisen und hoéhere Durchdringungsgrade erzielt
werden kénnen, als es mit bisher im Netz {iblichen netzstiitzenden Umrichtern der Fall ist. Ahnliche
Schlussfolgerungen konnten auch in [12] gezogen werden.

Weiter kann die Tragheitskonstante der Umrichter im gewahlten spannungseinpragenden
Regelungsansatz als Parameter vorgegeben werden. Die Systemtrdgheit wird durch die
Tragheitskonstanten der am Netz befindlichen Anlagen bestimmt. Eine Minderung der Systemtragheit
durch Reduzierung der Anschlusskapazitat von Synchrongeneratoren kann damit durch eine Erhéhung
der Tragheitskonstante der Umrichter kompensiert werden. Dazu missen die notwendigen Energie-
und Leistungsreserven bereitstehen. Fir die Ergebnisse in Abb. 6b) wurde die Tragheitskonstante der
Umrichter mit steigenden Durchdringungen so erhéht, dass das Tragheitsmoment im System fir alle
Simulationen gleich des Tragheitsmomentes aus dem Fall von 10% Umrichtern ist. Die
Frequenzverlaufe liegen daher Gibereinander.
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Abb. 6: Simulationsergebnisse Frequenz und Spannung am PCC Umrichterpark 1 bei
spannungseinpragender Umrichterregelung und steigender Umrichterdurchdringung:
a) Konstante Tragheitszeitkonstante fiir Umrichter, sinkendes Tragheitsmoment System
b) Konstantes Tragheitsmoment im System, angepassteTragheit der einzelnen Umrichter.

5. Schlussfolgerungen

1. Um auch zukinftig Stérereignisse in der GréRenordnung bisher geschehener bewaltigen zu
koénnen, ist eine Tragheitzeitkonstante von mindestens 10s erforderlich.

2. In Deutschland allein ist diese Mindesttragheit zu keiner Zeit des Jahres vorhanden. Zukunftig
wird die synchrongekoppelte Tragheit weiter sinken. Es besteht daher dringender Bedarf an
zuséatzlicher Tragheit.

Spannungseinpragende Umrichter stellen Tragheit bzw. Momentanreserve bereit.

4. Es stehen spannungseinprdgende Verfahren zur Verfugung, bei denen die Tragheit direkt
parametriert werden kann. Die notwendigen Energiereserven muissen zur Bereitstellung von
Tragheit vorhanden sein.

5. Momentanreserve als Systemdienstleistung zusammen mit der Formulierung von
Anforderungen an Momentanreservebereitstellung von Umrichtern ist ein mdglicher
Lésungsansatz.

6. Forderhinweis

Das diesem Bericht zugrundeliegende Vorhaben wurde mit Mitteln des Bundesministeriums fur
Wirtschaft und Energie unter dem Forderkennzeichen 0350023A geférdert. Die Verantwortung fiir den
Inhalt dieser Verdffentlichung liegt bei den Autoren und spiegelt nicht notwendigerweise die Meinung
des Projektkonsortiums Netzregelung 2.0 wieder.
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