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1 Teil I - Kurzdarstellung des Projekts

1. Aufgabenstellung

Ziel ist es, ein Assistenzsystem zu entwickeln, das mit informativen, praventiven, korrektiven und ku-
rativen MaRnahmen die Flexibilitdt und Sicherheit des Schutz- und Netzsystems verbessert. Hierfir
muss das Assistenzsystem mit einer dynamischen Netzsicherheitsrechnung in der Leitwarte gekoppelt
werden, um eine héchstmdgliche Genauigkeit und realitatsnahe Anwendung zu gewahrleisten. Ab-
schlieRend fiihren integrierte Analysen der stationdren und dynamischen Systemkriterien beim Sto-
rungsmanagement sowie ein aktives System-Monitoring samt Bewertung des Systemzustandes zu ei-
ner deutlichen flexibleren und sichereren Betriebsweise.

2. Planung und Ablauf des Vorhabens

Die ersten 12 Monate des Vorhabens wurden zur Konzeptionierung verschiedener Assistenzsysteman-
satze geplant und genutzt. In diesem Rahmen konnte mit der Konzeptionierung von drei Assistenzsys-
temen fir die Verteilnetzebene der MS2.4.1 erfolgreich abgeschlossen werden. Im weiteren Verlauf
wurden diese Ansatze konkretisiert und numerisch im Rahmen eines Proof-of-Concept validiert und
entsprechend ausgewertet. Zusatzlich wurden mit den TP2.4 zugehorigen Partnern Konzepte fir die
Integration von Assistenzsystemen in eine Leitwartenumgebung erarbeitet. Dabei fand insbesondere,
dass durch den Partner Siemens eingefiihrte Konzept der SingleSoruce-of-Truth (SSoT) Anwendung.
Weiterhin wurden die Zeitbereiche/Kommunikationsintervalle festgelegt und mogliche Anwendungs-
falle diskutiert. Der Datenaustausch wurde beispielhaft umgesetzt und getestet. Damit konnte der
MS2.4.4 erfolgreich umgesetzt werden. In einer Verlangerungsphase (M37-M42) wurde zudem die
Thematik der Netzautonomie zur Erfassung des aktuellen Stands, der Weiterentwicklung und Gap Ana-
lyse dieser Thematik eingefiihrt. Damit konnte der MS2.4.8 der Verlangerungsphase erfolgreich abge-
schlossen werden.

3. Wesentliche Ergebnisse

Samtliche im Vorhaben betrachteten Assistenzfunktion waren auf die Analyse und Abbildung der Ver-
teilnetzdynamik fokussiert. Dabei galt zu untersuchen, inwiefern sich das verandernde dynamische
Netzverhalten auf den Verteilnetzbetrieb auswirkt und wie man etwaigen Auswirkungen begegnen
kann. Obwohl sich in den Untersuchungen gezeigt hat, dass die Auswirkungen auf den Verteilnetzbe-
trieb selbst bei groRen Anderungen der dynamischen Netzeigenschaften eher gering ausfallen, konn-
ten Potenziale und Anwendungsfille fiir einzelne Assistenzsysteme ermittelt werden. Wahrend ein
dringender Bedarf der Beriicksichtigung des dynamischen Netzverhaltens widerlegt wurde, kénnen
insbesondere Monitoringsysteme (z.B. Distribution Grid Dynamic Security Assessment) dazu beitragen,
die betriebliche Effizienz der Netze zu erh6hen und die Versorgungssicherheit zu verbessern. Zusatzlich
bietet der Einbezug dynamischer Netzeigenschaften die Moglichkeit, neue Stellmdglichkeiten und Frei-
heitsgrade (z.B. geplante Netzinselungen bzw. Detektion nicht abschaltbarer Netzabschnitte) zu akti-
vieren.
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2 Teil ll - Eingehende Darstellung - Assistenzsystemkonzepte

Ein Assistenzsystem fiir den Betrieb elektrischer Netze unterstiitzt den Betriebsflihrer bei Entschei-
dungsfindungen in komplexen Situationen. Soweit dabei die Anzahl der zu verarbeitenden Informati-
onen, die Anzahl an Aktionen in einer vorgeschriebenen Zeit oder die Abschatzung der Auswirkung des
Handelns seine kognitiven Fahigkeiten Uberbeansprucht, antizipiert das Assistenzsystem das Einzel-
handeln. Der Betriebsflhrer trifft damit zunehmend strategische Entscheidungen.

In diesem Kapitel werden die im Rahmen von ENSURE — Phase 2 untersuchten Assistenzsystemkon-
zepte flr den Verteilnetzbetrieb untersucht. Die beschriebenen Konzepte sind mit Fokus auf die Hoch-
spannungsebene entwickelt wurden, da die unterlagerte Mittel- und Niederspannungsebene mittel-
fristig aufgrund mangelnder Beobachtbarkeit und Steuerbarkeit nicht oder nur eingeschrankt fiir einen
Assistenzsystemeinsatz geeignet sind.

Die im Folgenden beschriebenen Konzepte fokussieren sich dariiber hinaus auf die sich verandernde
und zunehmend fluktuierende Netzdynamik der Hochspannungsnetze. Diese Entwicklung wird vor al-
lem durch eine sinkende Kurzschlussleistung aufgrund zunehmender Umrichterdruchdringung, der
Verlagerung der Erzeugungsleistung von der H6S- in die HS-Ebene, sowie sinkender Verfligbarkeit von
Blindleistung gepragt. Zudem wird davon ausgegangen, dass EE-Anlagen die Erzeugungslandschaft do-
minieren werden. Dadurch verandert sich die Zusammensetzung des Kraftwerksparks sowie die Loka-
tion der Energieerzeugung stetig, welches eine kontinuierliche Verdanderung der dynamischen Netzei-
genschaften mit sich zieht.

Um all diese Effekte beriicksichtigen und beherrschen zu kénnen, werden im folgenden 3 Assistenz-
systemkonzepte vorgestellt, die als Entscheidungshilfen Analysen hinsichtlich der dynamischen Netz-
eigenschaften durchfihren.

2.1 Dynamic Security Assessment im Verteilnetz

Das Dynamic Security Assessment (DSA) ist ein Ansatz zur Bewertung der Netzrobustheit im Ubertra-
gungsnetz hinsichtlich vielfaltiger Faktoren und ist in [1] beschrieben. Die hier beschriebene Untersu-
chung soll die Funktionalitdt und den Mehrwert des DSA-Einsatzes in der Verteilnetzebene aufzeigen.

2.1.1 Motivation

Die zunehmende Umrichterdurchdringung der Verteilnetze fihrt zu einer Auspragung von umrichter-
basierten Stabilitatsphanomenen. Diese lassen sich wie folgt kategorisieren:

Tab. 2.1 Ubersicht der Stabilititsphdnomene in Verteilnetzen

Stabilitatsphdnomen Bereits beobachtet? Auswirkung auf Stabilitat?
Hochfrequente Schwingungen Ja [2] Hoch
Niederfrequente, sub-syn- Ja [3] Hoch
chrone Schwingungen
PLL-Synchronisationsfehler Nein Hoch
FRT-Performancefehler Nein Hoch
Spannungsregler-Interaktionen Nein niedrig

Hochfrequenzschwingungen werden durch die Wechselwirkungen der schnellen Innenstromregel-
kreise mit passiven Systemkomponenten [4] oder mit anderen, elektrisch eng verbundenen Wechsel-
richtern [5], [6] angeregt. Diese hochfrequenten Wechselwirkungen kénnen zur sogenannten
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»Harmonischen Instabilitat” flihren und sind in der Literatur ein haufig diskutiertes Thema [2], [7]-[10].
Wahrend nach [11] nur wenige Berichte realer Stabilitatsprobleme aufgrund hochfrequenter Wech-
selwirkungen existieren, kann sich dieses Phanomen in einer Abschaltung betroffener Umrichter du-
Rern [12].

Niederfrequente, sub-synchrone Schwingungen werden durch die Wechselwirkungen zwischen den
duBeren Regelkreisen der Umrichter (Spannungs- und Leistungsregelkreise) und dem Wechselstrom-
netz hervorgerufen [7], [13], [14]. Auch der Phasenregelkreis (PLL) von Umrichtern kann an der Entste-
hung und Aufrechterhaltung dieser Schwingungen beteiligt sein [13]. Niederfrequente, subsynchrone
und nahezu synchrone Schwingungen sind in schwachen Netzen vorherrschend, in denen ein hoher
Leistungsexport, eine niedrige Spannung und unglinstige PLL-Parameter das Auftreten dieser Schwin-
gungen beglinstigen [13]. Die Schwingungen kdnnen bei niedriger Kurzschlussleistung zur Instabilitat
flhren.

PLL-Synchronisationsfehler sind das Versagen der Fahigkeit eines PLL-basierten Umrichters, bei klei-
nen und groRen Storungen mit dem Netz synchronisiert zu bleiben [15], [16]. Diese Form der Stabilitat
ist von groRer praktischer Bedeutung, da dies zu Beschadigung oder zum Ausfall von Geraten fihren
kann.

Fault Ride Through Performancefehler bezeichnet die Anlagenunterstiitzung zur Aufrechterhaltung
der Systemspannung wahrend eines Fehlers. Stabilitdtsprobleme ergeben sich dann, wenn der zuge-
horige Regelkreis zum FRT-Betrieb nicht aktiviert wird oder unzureichend mit Begrenzungen und
Schutzeinrichtungen abgestimmt ist. In diesem Fall wiirde das Netz nicht geniligend unterstiitzt wer-
den.

Spannungsregler-Interaktionen konnen durch eine dezentral verteilte und unzureichend abgestimmte
Spannungsregelung durch Umrichter im Netz entstehen. Wahrend in Computermodellen dadurch In-
stabilitdten erzeugt werden konnten, sind nach [17], [18] die Betriebsgrenzen in realen Netzen kaum
zu erreichen. Dadurch hat dieses Stabilitatsphdnomen nur eine untergeordnete Bedeutung.

Bisher war die Wahrung der Netzstabilitdt vor allem Systemfiihrungsaufgabe des UNBs. Da sich jedoch
zukiinftig die sinkende Kurzschlussleistungen im UN sowie eine hohe Umrichterdurchdringung im Ver-
teilnetz auf die Robustheit heutiger Verteilnetze auswirken kann, kann ein Stabilitatsmonitoring es-
sentiell fiir einen sicheren Betrieb sein. Wahrend mit dem DSA bereits geeignete Ansatze fiir die UN-
Ebene existieren, stellen sich fir den Einsatz im Verteilnetz folgende Fragen:

- Wirkt sich die unterschiedliche Netzcharakteristik der HS- und H6S-Ebenen auf die Funktionali-
tdt eines DSA aus? Welche Anpassungen miissen vorgenommen werden?
- Welcher Nutzen ergibt sich aus dem Einsatz einer DSA in der Hochspannungsebene?

2.1.2 Methodik zur dynamischen Netzsicherheitsbewertung

In diesem Abschnitt wird eine DSA-Methodik aus [1] eingeflihrt, die zur Bewertung der dynamischen
Robustheit des Ubertragungsnetzes entwickelt wurde. Anderungen, die sich fiir den Einsatz in der Ver-
teilnetz-Hochspannungsebene ergeben, werden entsprechend mit aufgefiihrt.

Der Ansatz aus [1] basiert auf einer Zeitreihensimulation zum Erhalt der System-Trajektorie, nachdem
ein Netz einem kritischen Event ausgesetzt wurde. Die aufbauenden Bewertungsmethoden kénnen in
die drei Bereiche , Transiente Stabilitat”, ,Kleinsignalstabilitdt” sowie ,Dynamische Performance” un-
terteilt werden. Unter dynamischer Performance wird hier die Spannungsstabilitat, die Frequenzstabi-
litat sowie die Auslastung von Netzkomponenten verstanden. Diese miissen sich stets innerhalb defi-
nierter Grenzen bewegen und unterliegen Zeitbereichen und Gradienten, die im Grid Code definiert
sind. Transiente Stabilitdt beschreibt die Bewegung der System-Trajektorie innerhalb eines
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sogenannten ,Potential Energy Boundary Surface” (PEBS), also dem Netz- und netzzustandsspezifi-
schen Stabilitdtsraum. Kommt die System-Trajektorie der PEBS-Grenze zu nahe, werden Gegenmal3-
nahmen identifiziert, die das Systemverhalten anpassen. Informationen zur Kleinsignalstabilitat wer-
den mittels Eigenwertanalyse der Simulationsergebnisse gewonnen. Der strukturelle Ablauf der DSA
istin Abb. 2.1 dargestellt.
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Abb. 2.1 Schematische Darstellung der DSA-Prozesskette

Die Ergebnisse der verschiedenen Untersuchungsverfahren werden anschliefen mittels diverser Indi-
katoren bewertet. Mogliche Indikatoren sind in [1] vorgestellt und in Tab. 2.2 aufgelistet.

Tab. 2.2 Uberblick tiber Sicherheitskriterien und zugehérige Performance Indizes [1]

St?cur.lty Index Description
criterion
Small-signal Small-Signal Stability Relates the damping of each oscillation mode {; to the
stability Index (SSSI) minimum acceptable damping {imin admissible
Energy Margin Index | Relates the energy margin £Mto the minimum admissible
Transient (EMI) energy margin EMyin adm
stabilit Relates each generator load angle & to the
H Angle Index (Al) ) genera 8'€ 9 load
maximum permissible load angle djyaq max [19]
MaX|m.urr.1 Frequency Relates each generator frequency deviation A£ 1,4 to the
Deviation Index . L I y
(MFDI) maximum permissible frequency deviation Af,,,, [20]
Frequency Relates the maximum frequency recovery time of each
. Frequency Recovery . .
stability ) generator fggri max to the maximum admissible frequency
Time Index (FRTI) ’ .
recovery time #pg agm [20][21]
Frequency Gradient Relates each generator frequency gradient Gj to the
Index (FGI) maximum allowed frequency droop G«
. Quantifies the transient voltage behaviour of a specific
Dynamic Voltage . L .
node Au; by comparing the voltage deviation area with
Index (DVI) .
Visll the admissible area Apyyadm [20][21]
st(;b?‘ligte Quasi Stationary Quantifies the voltage deviation at specific nodes Au; st
y Voltage Index (QSVI) | to the maximum admissible voltage deviation Au; iy, [22]
Voltage Ride Through | Relates the voltage behaviour at generation nodes to the
Index (VRTI) fault-ride-through requirements
Power flow Line Power Flow Relates the power flow through each line }%j to the
limits Index (LPFI) maximum admissible power flow given by 5 i, [20][21]
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Load Shedding Index Relates disconnected loads £,.q to total power demand
(LSI) }%otal [22]
Transformer Power Relates each transformer loading 5 transformer to the
Flow Index (TPFI) permissible transformer loading A transformer,rated

Die Ergebnisse der aufgefiihrten Indizes werden anschlieBend unter Verwendung eines Fuzzy Infer-
ence Systems in einen einzigen Performance-Index aggregiert, der einen Wert zwischen 0 und 1 an-
nehmen kann [1]. Ein Wert von 1 beschreibt dabei den kritischsten Zustand beziiglich der dynamischen
Stabilitat.

Um diese Bewertungsmethodik fiir die Hochspannungsebene adaptieren zu kénnen, missen zunachst
geringfligige Anpassungen vorgenommen werden. Zunachst wird die Bewertung der Frequenzstabili-
tat vernachlassigt, da der Ausfall einer Erzeugungseinheit in einem Verteilungsnetz keine splrbaren
Auswirkungen auf die Netzfrequenz hat. AuRerdem wird die Bewertung der transienten Stabilitat ver-
nachladssigt. Ansatze zur Bewertung der transienten Stabilitdt beruhen in der Regel auf Methoden wie
einer transienten Energiefunktionen, die Lyapunov-Funktionen des Systems sind [23]-[25]. Konventi-
onelle Zeitbereichssimulationen kénnen nur die dynamische Instabilitat vorhersagen, nicht aber die
Stabilitdtsspanne [24], [26]. Bis heute gibt es jedoch keinen etablierten Ansatz fir die quantitative Be-
wertung der transienten Stabilitdt in einem umrichterdominierten Netz [27], [28]. Ljapunov-Funktio-
nen fir umrichterdominierte Netze scheinen der vielversprechende Ansatz zu sein, allerdings ist die
Konstruktion von Ljapunov-Funktionen flr umrichterdominierte Stromversorgungssysteme ein eige-
nes und relativ neues Forschungsthema [27], [28], das fiir diese Untersuchungen ausgeklammert wird.
Fir die verbleibenden Untersuchungskriterien wurden folgende Indizes verwendet:

Kleinsignal-Stabilitatsindex (SSSI)

Dieser Index quantifiziert die Fahigkeit des Netzes, kleinen Stérungen zu widerstehen. Die Kleinsignal-
stabilitat des Netzes wird durch Uberwachung der Ddmpfung der Eigenwerte bewertet. Es wird davon
ausgegangen, dass kritische Schwingungsmoden und ihre Wechselwirkungen eine Bedrohung fiir die
Sicherheit des Netzes darstellen [1]. Die Dampfung der Schwingungsform iw, wird mit {; bezeichnet. Der
SSSI wird nach [1] wie folgt berechnet:

-n
SSSI = min <1,max<#> ) Gl.2.1
qmin,admissible

wobei n die Indexempfindlichkeit bezeichnet, die angepasst werden kann, um den Verlauf des Indexes
zu verdandern. Typische Werte fur {min,admissible liegen im Bereich von 3-5 % und n wird Gblicherweise auf
1,36 gesetzt [1].

Line Power Flow Index - LPFI

Der LPFI setzt den Leistungsfluss Gber eine Leitung im Zustand nach der Stérung in Beziehung zum
maximal zuldssigen Leistungsfluss der jeweiligen Leitung. Der Leistungsfluss kann aufgrund von ther-
mischen, dynamischen oder stationadren Stabilitdtsbeschrankungen begrenzt sein [20]. Abweichend
dazu wird der Index in dieser Betrachtung auf der Grundlage des Stromflusses und nicht des Leistungs-
flusses formuliert. Der Index wird durch die folgende Formel definiert:

L

. n
LPFI = min (1, max <[ 1 ] )) GL. 2.2
j=1.N; lj,lim

wobei ij; der Strom ist, der durch die Leitung j im Zustand nach der Stérung flieSt. Der maximal zul3s-
sige Leitungsstrom wird mit ijim bezeichnet.
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Transformer Power Flow Index - TPFI

Der TPFI Gberwacht ausschlieRlich die Belastung der im Netz installierten Transformatoren. Auch hier
wird der Auslastungsvergleich Gber die Strome definiert statt tGber die Leistungen wie in [1] beschrie-
ben. Der Index setzt den Strom, der durch den Transformator j flie8t, in Beziehung zum Transforma-
tornennstrom ij rated. Im Vergleich zu Hochspannungsleitungen kann die Uberlastung eines Transforma-
tors in kurzer Zeit zu schweren Schaden an der Anlage fliihren. Um dieser Besonderheit von Transfor-
matoren Rechnung zu tragen, wird der TPFI verwendet, der sich wie folgt zusammensetzt:

ljt

TPFI = min (1, max ( ! )) Gl.2.3
j=1.Nt \}j rated

Quasistationdrer Spannungsindex - QSVI

Dieser Index quantifiziert die Erholung der Busspannung im Zustand nach der Krise, indem er die Span-
nungsabweichung am Ende der Einschwingphase Au; post mit der maximal zuldssigen Spannungsabwei-
chung in Beziehung setzt, die mit Au;im bezeichnet wird [22]:

Au; oo
QSVI = min (1, max (M)) Gl.2.4

=N\ AUjjim

wobei Aujjim und Auj post als bezogene GroRRen definiert sind. Typische Werte von Auimsind 7 % flir 500-
kV-Knoten und 10 % fiir 220-kV-Knoten [22]. Der Index wird fiir alle Knoten im Netz angewendet.

Dynamischer Spannungsindex - DVI

Der DVI quantifiziert das transiente Spannungsverhalten von Knoten, indem er die Spannungsabwei-
chungsflache unter dem unteren Ende des Spannungsbandes U min,adm SChatzt und sie mit der zuldssi-
gen Flache Apvi,aam vergleicht [20]. Der DVI ist wie folgt definiert:

t
ft SfAu]-’DVI dt
DVI= min |1, max | =———

Gl. 2.5
j=1.N Apviadm

wobei Au;pv die zeitliche Spannungsabweichung am Knoten j in Bezug auf uj,min,adm bezeichnet:

uj,min,adm - uj if uj,min,adm = uj
Au]"DVI = ) . GI 26
0 if u]-,min’adm < u]-

Die Grenzen der Integration [ts, tef] in Gl. 2.5 sind die Entstorungszeit tes und die Simulationszeit t.. In
Abb. 2.2 ist die Berechnung des DVI beispielhaft dargestellt. Die zuldssige Flache Apvidm ldsst sich dabei
aus der im Grid-Code definierten Grenzkurve ableiten. Der DVI ist auf alle Knoten im Netz angewendet,
mit Ausnahme der Generatorknoten, auf die stattdessen der VRTI angewendet wird.
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Abb. 2.2 Schematische Abbildung des DVI-Ansatzes nach [1]
Voltage Ride Through Index - VRTI

Dieser Index quantifiziert das transiente Spannungsverhalten wahrend des Fehlers und im Zustand
nach dem Fehler an jedem Erzeugungsknoten [1]. Fiir im Netz installierte Erzeugungseinheiten sind
FRT-Anforderungen in der zugehdérigen TAR definiert, sodass bestimmte Spannungseinbriiche ausge-
halten werden missen. Der VRTI (iberwacht das transiente Spannungsverhalten an den Erzeugungs-
knoten, um quantitative Daten Gber das tatsachliche und das begrenzende Spannungsmuster wahrend
und nach der Stérung zu erhalten. Zu diesem Zweck wird die von der Spannungsabweichung Au; er-
fasste Flache mit der Referenzflache verglichen, die durch die jeweiligen FRT-Anforderungen definiert
ist. Der VRTI wird durch die folgende Formel definiert [1]:

J‘OAtarea,i Aujarea,i dt
VRTI = min [ 1, max Gl.2.7

Aarea,i
adm

wobei Atarea,i die zur jeweiligen Bezugsflache Aaresi gehdrende Zeit bezeichnet. Die transiente Span-
nungsabweichung fiir die jeweiligen Flachen Auares, wird wie folgt berechnet:

: area,i
Ry , if ui < umin,adm
area,i __ band . area,i band
Auj = Y Uminadm — Y if Unin,adm < Yj < Umin,adm Gl.2.8
. band
0 ) if uj 2 umin,adm

wobei u3nd ., das minimale Spannungsband gemiR der FRT-Grenzkurve bezeichnet und Uarea,i be-

zeichnet die untere Spannungsgrenze in dem jeweiligen Bereich der FRT-Grenzkurve. Der Bezugsbe-
reich Aareai kann mit der folgenden Formel berechnet werden [1]:

area,i __ band area,i )
Aadm — #min,adm — min,adm) Atal‘ea.i' Gl.2.9

Abb. 2.3 zeigt die schematisch illustrierte Berechnung des VRTI. Es ist zu beachten, dass der VRTI nur
fiir Erzeugungsknoten anwendbar ist, da nur dort FRT-Anforderungen definiert sind.
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Abb. 2.3 Schematische Abbildung des VRTI-Ansatzes nach [1]

In Tab. 2.3 sind die verwendeten Sicherheitsindizes/DSA-Indizes zusammengefasst und typische

Werte angegeben.

Tab. 2.3 Ubersicht der in dieser Untersuchung verwendeten DSA-Bewertungsindizes

Security criterion Index Limits Typical values A
¥ associated P admissible values?
. By experience or
Small-signal
. |.g SSSI Cmin.admissible 3-5% knowledge of
stability ’
network
. T f
TPFI Ij rated rans orm.er Manufacturer
. ’ current rating
Power flow limits -
. Power line current
LPFI §j lim . Manufacturer
’ rating
By experience or
Qsvi A jim 5-10% knowledge of
Voltage stability network
DVI Apviadm Individual Grid code
VRTI areal Individual Grid code

Die aufgefiihrten Indizes werden nun anhand dynamischer Simulationen im nachfolgend beschriebe-
nen Netzmodell angewandt, um die Fragen nach Funktionalitdt und Mehrwert einer Verteilnetz-DSA
beantworten zu kénnen.

2.1.3 Modellierung der Simulationsumgebung

Als Referenzmodell wurde das HV-Rural-22Bus-Network aus [29] gewahlt. Dieses Modell beschreibt
ein statisches 110 kV Netzmodell, welches reprasentativ fiir deutsche 110 kV-Flachennetze ist. Um eine
geeignete Untersuchungsumgebung zu erhalten, wurden einige der Erzeugungseinheiten durch eine
umrichterbasierte Einspeisung ersetzt. Dadurch kdnnen einerseits Netzzustande von Netzen mit ho-
hem EE-Anteil als auch die Effekte und Einflisse, die aus der Umrichterdynamik resultieren untersucht
werden. Die statischen Parameter konnen dem Modell aus [29] enthommen werden.
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Abb. 2.4 Single-line Diagramm des Referenzmodells aus [29]

Zur Dynamisierung des Netzmodells wurden differentialgleichungsbasierte RMS-Standardmodelle her-
angezogen. Das FRT-Verhalten der Umrichter wurde entsprechend der Beschreibung aus [30] umge-
setzt. Das Synchronmaschinenmodell entspricht einem Modell 3. Ordnung, sodass diverse Dampfungs-
regelungen vernachlassigt wurden. Die Lasten wurden durch Verwendung einer konstanten Impedanz
als statische Lasten modelliert und die externen Netzdquivalente entsprechen einer starren Span-
nungsquelle hinter einer Netzinnenimpedanz.

2.1.3.1 Untersuchungsszenarien

Szenario 1 kann als Basisszenario betrachtet werden, welches fiir die Gibrigen Szenarien nach und nach
weiter geschwacht wird, indem die Kurzschlussleistung und Spannung an den NVPs reduziert wird oder
Betriebsmittel deaktiviert werden.

In Szenario 1 wird von einer Starklastsituation ausgegangen, bei der die Lasten vor allem aus den Netz-
dquivalenten des Uberlagerten Netzes gespeist werden. Die Kurzschlussleistung an den Netzverkniip-
fungspunkten entspricht hierbei den Modellparametern aus [29] und alle Assets des Netzmodells sind
verfligbar.

In Szenario 2 wurde zunachst der Verknipfungspunkt 3 entfernt, um den unterstiitzenden Beitrag des
Ubertragungsnetzes im Fehlerfall zu reduzieren. Weiterhin dominiert hier die punktuelle erneuerbare
Einspeiseleistung, reprasentiert durch die VSC-Umrichter im Netzmodell der Abb. 2.4.
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Fiir Szenario 3 wurde die Leitung BO8 — B16 entfernt, sowie die Kurzschlussleistung an den Netzver-
kntpfungspunkten 1 und 2 auf 0.75 pu reduziert. Netzverknlipfungspunkt 3 wurde analog zum Szena-
rio 2 entfernt. Die Ubertragungsnetzseitige Spannung an den NVPs entspricht 0.9 pu. Damit wird ein
geschwichtes Ubertragungsnetz reprisentiert, das ggii. Szenario 2. eine weiter reduzierte Unterstiit-
zungswirkung fur Fehler im Verteilnetz aufweist.

2.1.4 Numerische Fallstudie zu Stabilitdtsproblemen in der 110 kV-Ebene

Zundchst wird die Stabilitat eines umrichterdominierten Hochspannungsnetzes unter den in Kap.
2.1.3.1 beschriebenen verschiedenen Testszenarien bewertet. Ziel ist es, anhand von Zeitbereichssi-
mulationen zu untersuchen, ob kritische Ereignisse zu einer Instabilitdt der im Netz installierten VSC
flihren kénnen. AnschlieBend werden diese kritischen Szenarien zur Validierung der Funktionalitat der
vorgestellten DSA-Methode verwendet.

2.141 Stabilitatsuntersuchung - Szenario 1

Im Szenario 1 wurden Bedingungen vorgegeben, die einem robusten gut ausgebautem Netz entspre-
chen. Wahrend des Normalbetriebs wird nun ein 3-phasiger Kurzschluss auf der Leitung B20-B21 ein-
gespielt mit anschlieBender Abschaltung der Leitung. Dieser Fehler reprasentiert ein kritisches Szena-
rio, welches zu einer verhaltnismaRig hohen Anregung des Netzes fiihrt. Wahrend dieser Anregung ist
vor allem der Beitrag von VSC 1 am Knoten B20 relevant, da dieser im FRT-Modus eine stabilisierende
Wirkung besitzt. Nachfolgend ist das Verhalten des Umrichters VSC 1 wahrend dieses Ereignisses dar-

gestellt.
VSC1
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Abb. 2.5 Wirk- und Blindleistungsverlaufe von VSC 1 wahrend eines Fehlers mit anschliefender Abschaltung
der Leitung B20-B21 (Scenario 1)

Abb. 2.5 zeigt den Wirk- und Blindleistungsverlauf von VSC 1 sowie den Zeitbereich, indem sich der
Umrichter im FRT-Modus befand. Aufgrund der Annahme einer unendlich grofRen Leistungsaufnahme
des Umrichters lber kurze Zeitbereiche kann nach wenigen 100 ms ein stationdres Verhalten nahe des
urspriinglischen Arbeitspunktes erreicht werden. Auch bei Betrachtung der Spannungsamplituden an
den Knoten B20, B10 und B04 in Abb. 2.6 ist diese Stabilisierung zu erkennen.
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Abb. 2.6 Spannungsamplituden an den Knoten 20, 10, 04 wéhrend eines Fehlers mit anschlieBender Abschal-
tung der Leitung B20-B21 (Scenario 1)

Die Ergebnisse zeigen, dass ein robustes Netz nach Szenario 1 selbst bei kritischen Ereignissen keine
Stabilitatsprobleme aufweist. Der Beitrag der umrichterdominierten Einspeisung zur Stabilisierung des
Netzes im Fehlerfall reicht aus, um das Netz wieder in einen stabilen Arbeitspunkt zurlickzufiihren.

2.1.4.2 Stabilitatsuntersuchung - Szenario 2

Fiir dieses Szenario wurden, wie in Kap 2.1.3.1 beschrieben, MaBnahmen ergriffen, um die
Netzrobustheit zu reduzieren. Die Reduzierung der Netziibergabepunkte fihrt zu einem reduzierten
Beitrag der (berlagerten Netzebene zur Spannungsstitzung wahrend kritischer Ereignisse.
Entsprechend groBer muss der Beitrag sein, den die Umrichter im Netz erbringen. In Abb. 2.7 ist das
Verhalten des Umrichters VSC 1 wahrend des 3-phasigen Kurzschlusses mit anschlieRender

Abschaltung der Leitung B20-B21 dargestellt.
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Abb. 2.7 Wirk- und Blindleistungsverlaufe von VSC1 sowie Spannungsamplituden an den Knoten 20, 10, 04
wéhrend eines Fehlers mit anschlieBender Abschaltung der Leitung B20-B21 (Scenario 2)

Es ist zu erkennen, dass der Beitrag zur Netzstabilisierung durch den Umrichter im Vergleich zu Szena-
rio 1 zunimmt. Dennoch kann ein stationadrer Arbeitspunkt wiederhergestellt werden. Trotz deutlicher
Reduzierung der Netzrobustheit konnten keine Stabilitatsprobleme identifiziert werden.

2.14.3 Stabilitatsuntersuchung - Szenario 3

Fiir Szenario 3 wurde analog Kap. 2.1.3.1 das Netzmodell nochmals modifiziert, sodass die Netzrobust-
heit weiter reduziert werden konnte. Dieses Szenario soll eine unglinstige Netzsituation innerhalb ei-
nes schwachen Netzes darstellen. Anhand folgender Abbildungen wird erkenntlich, dass in diesem Fall
das kritische Ereignis der vorangegangenen Szenarien ausgereicht hat, um das Netz zu destabilisieren.
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Abb. 2.8 Wirk- und Blindleistungsverlaufe von VSC 1 wéhrend eines Fehlers mit anschlieBender Abschaltung
der Leitung B20-B21 (Scenario 3) mit erweiterter X-Achse (unten)

Der Umrichter VSC 1 aktiviert den FRT-Modus bei Fehlereintritt und speist infolgedessen Blindleistung
in das Netz, um die Spannung zu stabilisieren. Gleichzeitig wird die Wirkleistungseinspeisung reduziert.
Nachdem 100 ms nach Fehlereintritt die betroffene Leitung abgeschaltet wird, treten Transienten auf,
die nach ca. 70 ms in eine Leistungsschwingung ibergehen. Nach verlassen des FRT-Modus destabili-
siert sich das Netz wieder und VSC 1 nimmt nach erneutem FRT-Betrieb einen unzuldssigen Arbeits-
punkt ein. In Realitdt wiirde der Umrichter sich in diesem Zustand aufgrund des Uberstromschutzes
vom Netz trennen, wodurch dieses Instabil werden wirde.

11 E T T T T T T T T ]
= B20
%’ 0.9 N/ B04 .
% 0.8 -
- 0.7 - —
g .
B 06 s

0.5 .

1 1 1 1 1 1 1
0 0.5 1.0 1.5 2.0 2.5 3.0 3.5 4.0

Time [s]

Abb. 2.9 Spannungsamplituden an den Knoten 20, 10, 04 wéhrend eines Fehlers mit anschlieBender Abschaltung
der Leitung B20-B21 (Scenario 3)

In Abb. 2.9 wird erkenntlich, das das Netz einen unzuldssigen Betriebspunkt annimmt, in dem die Span-
nungen deutlich unterhalb des unteren Spannungsbandes liegt. Es ist also anzunehmen, dass ein Hoch-
spannungsnetz Stabilitdtsprobleme aufweisen kann, wenn es unter den stark geschwachten Bedingun-
gen des Szenario 3 betrieben wird. Da heutige 110 kV-Netze im deutschen Raum verglichen zu dem
Zustand in Szenario 3 jedoch als deutlich robuster angenommen werden kénnen. Sind Stabilitatsprob-
leme in der Hochspannung aktuell noch keine akute Gefahr.

Der Betriebszustand des Szenario 3 gilt als unzuldssig. Demnach gilt es in Kap. 2.1.5. mittels der DSA-
Bewertungsmethodik aus Kap. 2.1.2. die jeweiligen Ergebnisse der Szenarien zu indizieren, um die
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Erkenntnis zu erhalten, wann der Netzzustand angepasst werden muss, um Stabilitatsprobleme zu ver-
meiden.

2.1.5 Validierung des DSA-Konzepts

Zur Validierung der DSA-Methodik fiir die in Kap. 2.1.4 aufgefiihrten Ergebnisse, miissen die Bewer-
tungsindizes zunachst geeignet parametriert werden. Dazu wurden folgende Parameter herangezo-
gen.

Tab. 2.4 Angenommene Parameter fiir den VN-DSA Einsatz

Security-criterion~ | Indexo | Limits-associatedd Settingn
Small-signal-stabilityz| SSSIx Cmin.admissible S 3-%x
T1:1050-AF
TPFIx ij rated™ T2:2100-AF
P flow-limitsz
ower-flow-limits 3T A
LPFIx {j1im™ 680-Ax
QSVIx Au“imﬁ 10-%x
DVIx Apviadm 1.21-s-(Type-2-curve)x
Voltage-stabilityxi
FRT-limit-curve-(Type-1-curve-
VRTIx A ::fn?im for-SGs, Type-2-curve-for-
VSCs)x

Zur Validierung der Indizes sollen diese auf die Szenarien aus Kap. 2.1.3.1 angewandt werden, um eine
Aussage Uber die Robustheit der verschiedenen Netzbedingungen zu erhalten.

2.15.1 Sicherheitsindizes fur Szenario 1 und 2

Die Untersuchungen in Kap 2.1.4.1 und 2.1.4.2 haben gezeigt, dass wahrend des gewahlten kritischen
Ereignisses weder im Szenario 1 noch im Szenario 2 die Stabilitat des Netzes gefdhrdet war und sich
jeweils ein zuldssiger Arbeitspunkt nach Fehlerfall eingestellt hat. Abb. 2.10 zeigt die berechneten DSA-

Indizes fur diese Falle.
Security indices scenario 1 Security indices scenario 2

0
LPFI TPFI VRTI QSVI DVI SSSI LPFI TPFI VRTI QSVI DVI  SSSI

Abb. 2.10 Sicherheitsindizes flir Szenario 1 und 2

In Abb. 2.10 ist zu sehen, dass sowohl fiir Szenario 1 als auch fiir Szenario 2 kein Index den kritischen
Wert von 1 erreicht. Damit deuten die Ergebnisse darauf hin, dass das Netz fiir den entsprechenden
Fehlerfall keine Stabilitdtsprobleme aufweisen sollte, wie in den Untersuchungen in Kap 2.1.4.1 und
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2.1.4.2 bestatigt wurde. Es sei allerdings angemerkt, dass in der hier verwendeten Ausfiihrung keine
linearen Riickschlisse auf die Netzsituation getroffen werden kdnnen. Das liegt an der nichtlinearen
Progression der Stabilitatsindizes, die am Beispiel des SSSI in Abb. 2.11 dargestellt ist.

Progression Stabilitatsindex
T

Ident. Stabilitétsgrenze\) |

0.8

SSsi

0.6

02% L
0.5 0.6 0.7 0.8 0.9 1

Pysc (PU)

Abb. 2.11 Progression der Sicherheitsindizes bei Erhéhung der Einspeiseleistung an VSC 1

Um eine geeignete Aussage zur Netzrobustheit bzw. zur Entfernung von der Stabilitatsgrenze erhalten
zu kénnen, sollten die Indizes in eine lineare Form transformiert werden.

2.1.5.2 Sicherheitsindizes fur Szenario 3

Nach Kap. 2.1.4.3 wird das Netzmodell in Szenario 3 instabil, nachdem der kritische Fehler eintritt. Wie
in Abb. 2.12 dargestellt, kann diese Situation durch die Verwendung der DSA-Bewertungsindikatoren
erkannt werden. In diesem Fall besitzen alle Indizes einen Wert von 1.

Security indices scenario 3

0.8

0.6

0.4

0.2

LPFI TPFI VRTI QSVI DVI SSSI

Abb. 2.12 Sicherheitsindizes flir Szenario 3

Durch die Erkennung moglicher bevorstehender Stabilitdtsprobleme kénnen GegenmaRBnahmen defi-
niert werden, die die Robustheit des Netzes steigern. Mogliche GegenmaRnahmen kdnnen Arbeits-
punktanpassungen von Einspeisern oder zukiinftig auch adaptive Reglerparameter sein, die das Be-
triebsmittelverhalten entsprechend der aktuellen Netzsituation anpassen.

Reduziert man in Szenario 3 die Einspeiseleistung an VSC 1, kdnnen bereits robustheitssteigernde Ef-
fekte erzielt werden. Nachfolgende Abbildung zeigt das Umrichter- und Netzverhalten in Szenario 3
mit halbierter Wirkleistungseinspeisung von VSC 1.
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Abb. 2.13 Wirk- und Blindleistungsverlaufe von VSC1 sowie Spannungsamplituden an den Knoten 20, 10, 04
wahrend eines Fehlers mit anschlieBender Abschaltung der Leitung B20-B21 (Scenario 3) mit halbier-
ter Einspeiseleistung von VSC 1

In Abb. 2.13 ist zu sehen, dass der Umrichter nach Verlassen des FRT-Modus in einen stabilen Arbeits-
punkt nahe des Arbeitspunktes im Vorfehlerfall einstellt. Auch die Spannungsbetrdge befinden sich
nach der transienten Phase und dem Einschwingvorgang wieder innerhalb des zuldssigen Bereichs.
Somit kann angenommen werden, dass das System wahrend des kritischen Fehlers stabil betrieben
werden kann. Gleiches kann (ber die Bewertungsindizes geschlussfolgert werden. Diese sind in Abb.
2.14 dargestellt.

Security indices scenario 4

0.8F 7

0.6 .
0.49

LPFI TPFI VRTI QSVI DVI SSSI

Abb. 2.14 Sicherheitsindizes flir Szenario 3 mit halbierter Einspeiseleistung von VSC 1
2.1.6 Fazit und Zusammenfassung

Die Untersuchungen haben gezeigt, dass die DSA-Methodik, die fiir die Ubertragungsnetze angewandt
wird, ebenso in der 110 kV-Ebene eingesetzt werden kann. Dabei wurden lediglich Indikatoren ver-
nachlassigt, die z.B. Gber die Frequenz eine generelle Systemweite Aussage geben, da Verteilnetzer-
eignisse i.d.R. nicht weitreichend genug sind, um Auswirkungen auf Uberlagerte oder benachbarte Sys-
teme zu haben.
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Es hat sich gezeigt, dass deutliche Modifikationen zur Schwachung des Modellnetzes notwendig waren,
um Uberhaupt ein Stabilitatsproblem zu erzeugen. Das kann einerseits auf die hohe Kurzschlussleistung
an den Netzverkniipfungspunkten zuriickzufiihren sein, die einen signifikanten stiitzenden Effekt ge-
geniber Storungen im Netz aufweisen, andererseits sind typische Regeleinrichtungen im elektrischen
Netz in ihrer Geschwindigkeit bzgl. der Anderung von Arbeitspunkten beschrinkt, sodass ungewollte
Netzanregungen in jedem Fall vermieden werden kdnnen. Da man im deutschen Raum typischerweise
von sehr starken Hochspannungsnetzen ausgehen kann, besteht aktuell kein dringender Bedarf fiir ein
Robustheitsmonitoring auf HS-Ebene.

Zukinftig wird sich jedoch aufgrund der Entwicklungen durch die Energiewende sowohl die Blindleis-
tungsverfiigbarkeit als auch die Kurzschlussleistung der Ubertragungsnetze tendenziell verringern,
wahrend Hochspannungsnetze einen deutlich héheren Umrichteranteil sowie einen Betrieb nadher an
den Betriebsgrenzen aufweisen werden. Das bedeutet, dass die Netzrobustheit grundsatzlich sinken
wird. Zudem kdénnen Begrenzungen auf Basis der dynamischen Stabilitdt durch den Einsatz einer Ver-
teilnetz-DSA aufgelockert werden, da man potenzielle Gefahrdungen friihzeitig identifizieren kann.
Dadurch ergeben sich eventuell h6here mogliche Anschlussleistungen von EE-Anlagen im Netz.

2.2 Adaptive dynamische Netzreduktion

Eine verbreitete Methode lberlagerte Netze innerhalb dynamischer Zeitreihensimulationen darzustel-
len, ist die Modellierung als starres Netz. Das bedeutet, es wird angenommen, dass das Uberlagerte
Netz am entsprechenden Anschlusspunkt um ein Vielfaches starker ist, als der betrachtete Netzab-
schnitt und sich somit keine Transienten vertikal nach oben ausbreiten kénnen. Ebenso wird dadurch
eine nahezu unerschopfliche stitzende Wirkung auf etwaige Anregungen im Netz impliziert. Einzige
Begrenzung dabei ist der Trafo zwischen dem zu untersuchendem Netzabschnitt und dem starren Er-
satznetzknoten.

Geht man davon aus, dass zukiinftige Ubertragungsnetze eine deutlich reduzierte Kurzschlussleistung
und Inertia besitzen werden, die sich mit der wetterabhangigen Kraftwerkparks-Zusammensetzung
kontinuierlich andert, kann die Annahme eines starren Netzes u.U. zu fehlerhaften dynamischen Ana-
lysen fiihren. Um diese variablen dynamischen Netzeigenschaften der {iberlagerten Netzebenen an
den entsprechenden Netzverknipfungspunkten berlicksichtigen zu kénnen, wurde im Rahmen von
Ensure — Phase 2 eine Methodik eingefiihrt, die die Netzgegebenheiten liberwacht, relevante Parame-
ter ableitet und auf ein generisches reprasentatives Modell ibergibt. Dadurch soll gewahrleistet wer-
den, dass dynamische Untersuchungen oder Assistenzsysteme wie z.B. ein DSA, welches auf Basis dy-
namischer Zeitreihensimulationen die dynamischen Eigenschaften des Netzes beurteilt, prazisere und
situationsspezifischere Ergebnisse bereitstellen konnen.

Im Folgenden wird die Methodik fiir ein Assistenzsystem zur adaptiven dynamischen Netzreduktion
vorgestellt.

2.2.1 Methoden zur Netzreduktion eines dynamischen Systems

Grundsatzlich existieren verschiedene Ansdtze zur Reduzierung eines dynamischen Systems auf ein
Ersatzmodell. Dabei kann man im Wesentlichen in

- dynamische Modellreduktionsansatze

- Kohdrenzansatze

- ldentifizierungsansatze
unterscheiden werden.

Dynamische Modellreduktionsansatze verwenden mathematische Methoden zur Reduzierung der
Modellordnung (zu diesen Ansatzen gehoren z. B. die Hankel-Norm-Approximation [31], die Singular-
wertzerlegung (SVD) [32], die Krylov-Methode [33]. Beim modalen Ansatz, der am weitesten verbreitet
ist, wird ein System durch algebraische Differentialgleichungen beschrieben und linearisiert. Dann
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werden die Eigenwerte und Eigenvektoren des linearisierten Systems analysiert, um die Moden mit
einem vernachldssigbaren Einfluss auf das zu untersuchende System zu eliminieren [34].

Der Kohdrenzansatz fasst koharente Erzeugergruppen zusammen. Zu diesem Zweck werden Genera-
toren mit gleicher Frequenz und ahnlichen Rotorwinkeln als eine Gruppe identifiziert. Die Erzeugungs-
einheiten jeder kohidrenten Gruppe werden (ber ideale Transformatoren mit komplexen Uberset-
zungsverhaltnissen verbunden. AnschlieRend wird jede Gruppe durch einen dquivalenten Generator
unter Verwendung einer dynamischen Aggregationsmethode ersetzt [35], [36].

Bei dem Identifikationsansatz wird das externe System durch eine vereinfachte hypothetische Struk-
tur dargestellt. Es wird eine Fehlerfunktion formuliert, um das dquivalente System mit dem urspriing-
lichen Systemverhalten zu vergleichen. Die Parameter des hypothetischen Modells werden geschatzt,
wahrend die Fehlerfunktion minimiert wird. Die Identifikationsansatze kénnen in den White-Box-An-
satz, Black-Box-Ansatz und Grey-Box-Ansatz unterteilt werden [37].

2.2.2 Vorgehensweise fiir ein Adaptives dynamisches Ubertragungsnetziquivalent

Fiir das adaptive dynamische Ubertragungsnetziquivalent wurde ein Verfahren zur Parameteridenti-
fikation fiir ein vorgegebenes Modell auf Basis realer Messdaten gewahlt. Der strukturelle Aufbau so-
wie die Parametrierungsmethodik werden im Folgenden naher beschrieben.

2.2.21 Repréasentatives Ersatzmodell

Das Problem bei der Erstellung eines Aquivalenzmodells besteht in der Wahl einer geeigneten Modell-
struktur, die alle relevanten dynamischen Eigenschaften abbilden kann. Dominierende dynamische Ei-
genschaften in elektrischen Netzen stammen vor allem aus dem Verhalten von Synchronmaschinen
am Netz. So bestimmen Synchronmaschinen mafRgeblich die Systemtragheit, das Schwingverhalten
sowie aktive Dampfungseffekte. Schlussfolgernd kann das Ubertragungsnetzverhalten an den entspre-
chenden Netzverkniipfungspunkten durch ein generisches Synchronmaschinenmodell 3. Ordnung aus-
reichend genug beschrieben werden.

1 — 8
N
Formula| " Ed_ref
(2
— Eqref
E'qmin
Abb. 2.15 Blockschaltbild einer Synchronmaschine 3.0rdnung
5=Q, (0-1)
@=(Py—P.—D(@-1))/M Gl. 2.10

€ = (= To(e0) — (% = xQ)ig +u) /T,
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Abb. 2.16 Blockschaltbild des IEEE ACAC Erregersystem

Umrichteranteile an dieser Dynamik werden durch das nachfolgend beschriebene Identifizierungsver-
fahren erfasst und in der Modellreduktion berlicksichtigt. Somit kann selbst ein umrichterdominiertes
Netz mit dieser Modellstruktur abgebildet werden, wenn auch die Genauigkeit des abgebildeten Sys-
temverhaltens sinkt und ggf. nicht mehr alle relevanten dynamischen Eigenschaften dargestellt wer-
den kénnen.

2.2.2.2 Parametrierung mittels Parameterschatzung

Als Parametrierungsmethode wurde ein Identifizierungsansatz gewahlt, da dafiir keine topologischen
oder zustandsspezifischen Kenntnisse lber das zu reduzierende Netz bendtigt werden. Darlber hinaus
ist dieser Ansatz robust gegeniber Netzerweiterungsmalinahmen. Die Identifizierungsmethodik wird
auf Basis eines Grey-Box-Modells durchgefiihrt, da wie zuvor beschrieben, das Netzverhalten anna-
hernd durch ein Synchronmaschinenmodell beschrieben werden kann.

Mit Hilfe der Parameterschatzung kann aus Beobachtungen oder Messwerten eines dynamischen Sys-
tems ein mathematisches Modell entwickelt werden, das die Systemeigenschaften wiedergibt. Das
Modell hat eine endliche Anzahl von Parametern, deren Werte mit Hilfe von Schatzverfahren bestimmt
werden. Eine gangige Parameterschatzungstechnik basiert auf dem Ansatz der kleinsten Quadrate, um
den Fehler zwischen der Modellantwort und den gemessenen Werten zu minimieren. Aufgrund der
stetig zunehmenden Rechenleistung kdnnen komplexere und anspruchsvollere Techniken wie die Fil-
ter-Fehler-Methode sowie innovative Methoden, die auf kiinstlichen neuronalen Netzen beruhen, an-
gewandt werden. Fiir die Untersuchungen innerhalb dieses Vorhabens wurde die Parameterschatzung
mit Hilfe der kleinsten Quadrate Methode eingesetzt.

(a)Forward model (b)Regression (c)Update
Initial Forecast Observed
state state state
cov(Y,a)

Observed state 'Y

Parameter —~
a Parameter analysis

Abb. 2.17 Schematische Darstellung der angewandten Methodik zur Parameterschatzung

Abb. 2.17 zeigt vereinfacht die allgemeine Methodik der Parameterschatzung. Abb. 2.17 (a) zeigt, wie
eine erste Schatzung mithilfe eines kiinstlichen neuronalen Netzes erstellt wird. Im zweiten Schritt wird
eine Regression zwischen der ersten Schatzung und den Parametern durchgefiihrt. Im letzten Ab-
schnitt werden die Parameter mit den neuen Werten belegt [38]. Die zu schitzenden Parameter
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werden dabei so gewahlt, dass die Summe der quadrierten Residuen minimiert wird. Die Residuen
werden berechnet als der vertikale Abstand zwischen dem Messpunkt und der geschatzten Regressi-
onsfunktion. Eine Regressionsfunktion wird so bestimmt, dass sie moglichst nahe an den durch die
vorherige Simulation berechneten Datenpunkten verlduft und somit die Daten bestmdglich zusam-
menfasst. Der so gewonnene Schatzer fir die Regressionsfunktion wird Least-Squares-Estimator ge-
nannt. Dieser Schatzer hat jedoch einen entscheidenden Nachteil: Er ist empfindlich gegeniliber Aus-
reiBern. Um dieses Problem zu I6sen, wurden die zu schatzenden Modellparameter mit Parameter-
grenzen aus der Literatur [39], [40] versehen. Ein weiterer Nachteil, der sich aus der Art des Schatzers
ergibt, ist die begrenzte Zuverlassigkeit der geschatzten Modellparameter bei abweichenden System-
verhalten. Tritt ein bei der Parametrierung nicht berticksichtigtes Ereignis im Netz auf oder dndert sich
der Betriebspunkt des Netzes, andern sich die Eigenschaften der gemessenen Strom- und Spannungs-
werte. Infolgedessen miissen die Parameter nach jeder Anderung des Netzbetriebs oder nach jedem
Netzereignis neu geschatzt werden. Dies gilt jedoch nur fir Abweichungen ab einer gewissen GroRe,
da grundsatzlich kleine Modell- oder Parameterfehler tolerierbar sind. Im Folgenden wird das mathe-
matische Verfahren der Schatzungsmethode nach [38] vereinfacht beschrieben.

Die minimale Summe der Quadrate wird als Residualsumme der Quadrate S bezeichnet.
n n
S=>(@)=>(y—n) Gl. 2.11
i1 i1

Jeder Term in der Summe ist die Differenz zwischen dem beobachteten Wert y; und dem berechneten
Wert n; bei den entsprechenden Werten der unabhangigen Variablen x;. Wenn die Residuen normal
und unabhéangig verteilt sind und mit einer konstanten Varianz vorkommen, sind die Parameterschat-
zungen unverzerrt und haben eine minimale Varianz.

Fiir Modelle, die lineare Parameter haben, gibt es eine einfache algebraische Losung fiir die Parame-
terschatzungen. Es wird angenommen, dass B im Modell geschatzt wird. Die Funktion der Summe der
Quadrate lautet demnach:

S(B) =2(Y, — %) =2(¥" —28%Y; + B°X") Gl. 2.12
Der Parameterwert S ist die kleinste quadratische Schatzung des wahren Wertes von B. Diese Schat-
zung wird bezeichnet als b. Die Summe der Quadrate kann fir diese Schatzung gel6st werden, indem
die Ableitung nach B gleich Null gesetzt wird und nach b aufgel6st wird.
M=0=22(bxi2—xiyi) Gl. 2.13
ds
Diese Gleichung wird als Normalgleichung bezeichnet. Da diese Gleichung einen linearen Zusammen-
hang zu b aufweist, ist die algebraische Losung:

b= DX,
- 2
D%
Wenn das lineare Modell zwei (oder mehr) zu schatzende Parameter hat, gibt es zwei (oder mehr)

Normalgleichungen. Jede Normalgleichung ist linear in Bezug auf den zu schatzenden Parameter, so
dass stets eine algebraische Lésung moglich ist.

Gl. 2.14

2.2.3 Proof of Concept

Das in Kap. 2.2.2 beschriebene Verfahren wurde anschliefend auf die Funktionsfahigkeit getestet. Die-
ser Proof of Concept soll zeigen, dass durch das vorgestellte Vorgehen eine prazisere Nachbildung des
dynamischen Verhaltens eines Referenznetzes ermoglicht werden kann. Dafiir wird zunachst die Te-
stumgebung und Testmethodik sowie mogliche Variationsfaktoren eingefiihrt, die dann innerhalb dy-
namischer Zeitreihensimulationen angewandt werden.
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2231 Netzmodell

Das fir die weiteren numerischen Untersuchungen verwendete Referenznetz besteht aus zwei Teil-
systemen, die zu einem groBen zusammenhangenden System kombiniert werden. Das in [41] vorge-
stellte IET 67-Bus-Hybridnetz reprisentiert ein ausgedehntes Ubertragungsnetz.
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Abb. 2.18 IET 67-Bus-Hybridnetz aus [41]

Als Verteilnetz wurde das in Kap. 2.1.3 bereits vorgestellte HV-Rural-22Bus-Network aus [29] verwen-
det. Zur Erstellung eines Referenzsystems wurden die externen Netze in dem HS-Modell entfernt und
eine Kopplung an den Knoten 11, 12 und 22 des HGS-Systems hergestellt.

2.2.3.2 Validierungsvorgehen

Es gilt nachzuweisen, dass Simulationen mit einer adaptiven dynamischen Netzreduktion Ergebnisse
gewahrleisten kann, die den Verldufen eines Realsystems bzw. Referenzsystems eher entsprechen als
mit einer pauschalen Netzreduktion zu einem starren Netz. Dafiir wurde, analog zu Abb. 2.19, ausge-
hend vom Referenzmodell aus Kap. 2.2.3.1 das Ubertragungsnetz entfernt und eine Verteilnetzvari-
ante mit starren Netzen (hier auch als Slack bezeichnet) und einer Variante mit je einem adaptiven
dquivalenten Modell an den Netzverknlpfungspunkten erstellt.
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Referenznetz
1
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Abb. 2.19 Vergleichsmodelle zur Verifizierung des dynamischen Aquivalents

Fir die Untersuchungen wird jeweils eine dynamische Anregung des Hochspannungssystems erzeugt
und anschlieRend die Verliufe auf den Verlauf des Referenznetzmodells (UN+VN) bezogen. Als Ereignis
dient ein dreipoliger Kurzschluss auf der Leitung B16 — B20 der nach 2s Simulationszeit auftritt und
nach weiteren 0.5s per Leitungsabschaltung geldscht wird. Als Vergleichswert werden dabei die Span-
nungen an Knoten B16 und B20 gemessen. Als BewertungsgrofSe flr die Abweichung der jeweiligen
Spannungsverldufe zu den Ergebnissen des Referenznetzes wird der Mean Sgare Error (MSE) einge-
fihrt, der wie folgt definiert wird.

Nsteps 2
MSE = 21 wer (xn,reference B xn) Gl. 2.15

Nsteps
2.2.33 Fallstudie

In Abb. 2.20 sind die Spannungen am Knoten B16 der verschiedenen Modelle fir eine Zeitspanne von
15 Sekunden dargestellt. Vor dem Fehler sind die Spannungen der verschiedenen Modelle identisch.
Nach zwei Sekunden tritt der Kurzschluss in der Mitte der Leitung zwischen B16 und B20 auf. Wie in
Abb. 2.20 zu sehen ist, kann das Aquivalenzmodell (Dyn) einen minimal praziseren Verlauf vgl. mit dem
Verlauf des Referenzsystems (blaue Kurve) erzielen als das Slackmodell. Betrachtet man den zugeho-
rigen MSE, bewegt sich die Verbesserung gegentiber dem herkdmmlichen Modell allerdings im Bereich
von 107 und ist damit kaum signifikant. In diesem Beispiel konnte der vorgestellte Ansatz demnach
keine Vorteile aufzeigen.
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Abb. 2.20 Vergleich der Ausgleichsvorgdnge der verschiedenen Modelle im Basecase

Variation des Fehlerortes

Ein wesentlicher Nachteil bei der vorgeschlagenen Methodik besteht darin, dass die Parametrierung
der dynamischen Aquivalente nur fiir einen Betriebspunkt des Ubertragungsnetzes auf Basis einer spe-
zifischen Anregung erstellt werden. Wenn sich der Betriebspunkt gedndert hat oder eine neue Stérung
auftritt, ist eine sinkende Genauigkeit zu erwarten.

Um diesen Umstand zu untersuchen, wurden die dynamischen Aquivalente der vorrangegangenen Un-
tersuchung beibehalten, wahrend der Fehlerort verandert wurde. Die Fehlercharakteristik ist dabei die
Gleiche wie zuvor. Der Fehlerort ist in der Mitte der Leitung zwischen den Knoten B06 und B02.
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Abb. 2.21 Vergleich der Ausgleichsvorgdnge der verschiedenen Modelle bei Variation des Fehlerorts
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Wie Abb. 2.21 zeigt, fallt die Spannung beim Auftreten des Kurzschlusses und steigt wieder an, nach-
dem die Leitung abgeschaltet wurde. Nach einer Schwingungsphase pendelt sich die Spannung schlieR-
lich auf einen neuen stationdaren Wert ein. Bei Betrachtung des MSE wird deutlich, dass das dynami-
sche Aquivalenzmodell genauer ist als die Slackdarstellung. Jedoch liegt auch hier die Steigerung der
Prazision in einem vernachlassigbaren Bereich.

Variation des Einspeiseszenarios
Durch die Anpassung der Kraftwerksarbeitspunkte wird ein Szenario mit hoher Einspeisung erzeugt.

Der Leistungsfluss Gber den Transformatoren kehrt sich um und es wird Strom aus dem Verteilnetz in
das Ubertragungsnetz eingespeist. Der Fehler tritt auf der Leitung zwischen Knoten B16 und B20 auf.
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0.8 5,28875-107 pu’
= = Bus voltage U80
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0,5
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Abb. 2.22 Vergleich der Ausgleichsvorgdnge der verschiedenen Modelle bei Variation der Einspeiseleistung

In diesem Szenario ist eine Verringerung der Prazision beim dynamischen Aquivalenzmodell gegeniiber
der Slackdarstellung zu beobachten. Das bedeutet, dass das ausgewahlte Verfahren zur Parametrisie-
rung nicht zuverlassig funktioniert wie erwartet.

Variation der Inertia

Fur dieses Szenario wurde die Inertia aller im Modell enthaltenen Generatoren von 5 s auf 10 s ver-
doppelt. Das Fehlerszenario entspricht den vorherigen Untersuchungen.
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Abb. 2.23 Vergleich der Ausgleichsvorgédnge der verschiedenen Modelle bei Variation der System-Inertia

Anhand Abb. 2.23 kann man sehen, dass auch in diesem Szenario das Aquivalenzmodell ein unprézise-
res Ergebnis mit einem nahezu doppelt so hohem MSE bedingt, wie das konventionelle Slackmodell.

2.2.4 Zusammenfassung und Fazit

In diesem Kapitel wurde ein Ansatz fiir eine adaptive Repréasentation der Ubertragungsnetzdynamik
hinter jedem Transformator eines Netzmodells eingefiihrt. Ziel war eine prazisere Abbildung von Aus-
gleichsvorgangen innerhalb dynamischer Untersuchungen. Die hier verwendete Methodik hat jedoch
weder signifikante noch zuverlassige Prazisionssteigerungen gewahrleisten konnen. Griinde dafiir kén-
nen zum einen die Wahl eines Synchronmaschinenmodells geringer Komplexitat als Parametrierungs-
grundlage sein sowie die Begrenzung der Wechselwirkungen zwischen vertikalen Netzen durch den
Transformator. Zudem hat sich gezeigt, dass eine Slackdarstellung ausreichend prazise ist zur Darstel-
lung Gberlagerter Netzebenen. Der hier vorgestellte Ansatz kénnte jedoch die Dynamik unterlagerter
Netzebenen ermitteln, die bisher i.d.R. unbekannt ist und vereinfacht als vernachlassigbar angenom-
men wird. Diese Annahme kann mit fortschreitender Energiewende jedoch unzulassig werden.

2.3 Praventive Evaluation funktionsfahiger Inselnetzabschnitte

Der stetige Anstieg der erneuerbaren Energieerzeugung in Verteilnetzen flihrt zu neuen Herausforde-
rungen fiir den Netzbetrieb. Um diesen Herausforderungen mit einem minimalen Netzausbau begeg-
nen zu kénnen, muss der Netzbetrieb durch die Schaffung neuer Freiheitsgrade, Flexibilitaiten und in-
novativer Betriebsstrategien optimiert werden. Ein Ansatz fiir ein neuartiges Assistenzsystem kdnnte
eine praventive Evaluation funktionsfahiger Inselnetzabschnitte sein, der dem Operator potenziell le-
bensfahige Inselnetze innerhalb eines Netzgebietes aufzeigt. Die Information Uiber inselfahige Netzge-
biete kann genutzt werden, um eine Reihe von Anwendungsfallen bedienen zu kénnen.

2.3.1 Anwendungsfille fiir den geplanten Inselnetzbetrieb

In der Vergangenheit waren Netzinseln meist unerwiinscht auftretende Topologien, die nach einer
groReren Netzstérung im Ubertragungsnetz resultierten. Netzinseln, die aus solchen Stérungen
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hervorgehen, entstehen meist eher zufallig und sind schwer vorhersehbar und zu betreiben. Im Ge-
gensatz dazu, werden fiir den geplanten Inselnetzbetrieb praventiv lebensfahige Inselnetze detektiert,
vorbereitet und optimiert. Dadurch sinkt die Gefahr einer verringerten Versorgungssicherheit und die
Inselnetzbildung kann genutzt werden, um einen spezifischen Anwendungsfall zu bedienen.

Ein Anwendungsfall fiir das genannte Assistenzsystem kénnte die Erkennung und Vorbereitung poten-
zieller Netzinseln sein, um Netzgruppen im Vorfeld aktiv und koordiniert aufzuteilen, bevor sich eine
unkontrollierte Systemaufteilung, wahrend einer gréRBeren Stérung ereignet. In diesem Fall sorgt die
voroptimierte Netzaufteilung fiir einen stabilen Betrieb, indem sie die Gefahr eines groRflachigen
Blackouts als Folge von Spannungseinbriichen, kaskadierten Schutzauslosungen oder ungedampften
Schwingungen reduziert. Auch der Synchronisationsprozess ware bereits berlicksichtigt, so dass die
Netzgruppen nach dem Abklingen des Notzustandes wieder zusammengeschaltet werden kénnen. Vo-
raussetzung flr diesen Anwendungsfall ist die rechtzeitige Detektion des imminenten System Splits
sowie die kontrollierte und rechtzeitige Uberfiihrung des Systems in einen partiellen Inselnetzbetrieb.
Dieser Anwendungsfall wird in der aktuellen Forschung wie in [42]-[44]diskutiert und ist eher in den
Ubertragungsnetzbetrieb einzuordnen. Gegen diesen Anwendungsfall spricht, dass eine Abkopplung
eines Netzabschnitts in einem kritischen Netzzustand das verbleibende Netz weiter destabilisieren
wirde.

HV-Netze werden Ublicherweise im n-1-Zustand betrieben. Es ist jedoch haufig unwirtschaftlich eine
vollstandige n-1-Sicherheit fir jede Region innerhalb des Netzes zu gewahrleisten. Daher definieren
VNBs in der Regel Bereiche, in denen eine n-1-Sicherheit nicht zwangslaufig umgesetzt werden muss.
Um die Versorgungssicherheit fiir diese Bereiche zu erhdhen, kann es sinnvoll sein, fiir diesen n-0-
sicheren Netzteil praventiv einen Inselbetrieb vorzubereiten, falls der Contingency-Fall eintritt. In die-
sem Fall ware die praventive Vorbereitung des Inselbetriebs die Backup-Sicherheit, die nach dem Ein-
treten eines kritischen Ereignisses kurativ und vollautomatisch ausgelost werden kann. Damit ware
eine redundanzfreie n-1 Sicherheit geschaffen, die sich nach dem NOVA-Prinzip einer optimierten Be-
triebsfihrung bedient und keinen zuséatzlichen Netzausbau erfordert.

Ein weiterer Anwendungsfall konnte die beabsichtigte Bildung von Netzinseln sein, um betriebliche
Herausforderungen zu begegnen, wie z.B.

- Engpasse
- Transitleistungsflisse
- Leistungsverluste

Engpdsse in Verteilnetzen treten vor allem dann auf, wenn die lokale erneuerbare Erzeugung den lo-
kalen Leistungsbedarf bei weitem lbersteigt. Um die belasteten Betriebsmittel innerhalb ihrer thermi-
schen Grenzen zu halten, werden Netzflexibilitditen genutzt und die EE-Erzeugung kostspielig gedros-
selt. Eine Anderung der Topologie fiihrt dagegen zu einer Anderung der Leistungsflusspfade und
schafft somit einen neuen Netzzustand. Netzinseln kdnnen demnach so geschaffen werden, dass der
neue Netzzustand eine entlastende Wirkung auf engpassbehaftete Betriebsmittel oder Netzbereiche
hat. Die beabsichtigte Verinselung konnte also den Bedarf an kostenintensiven Einspeisemanagement-
malnahmen reduzieren.

Betrachtet man die Transitleistungsfliisse im Verteilnetz, konnte die Inselbildung eine Option sein, um
den Transitpfad zu unterbrechen. Dies wiirde jedoch zu einer vollstandigen Trennung der Netzbereiche
flihren und kann daher nur dann eine Option sein, wenn kein Leistungsaustausch zwischen diesen Be-
reichen erforderlich ist, um die Wirkleistungsbilanz zu wahren.

Die Manipulation der Leistungsflusspfade durch eine gezielte Teilinselung des Netzes kann ebenso eine
gleichmaRigere Betriebsmittelauslastung erzeugen, die die Verlustleistung reduziert.

Es muss jedoch beriicksichtigt werden, dass der verbesserte Betriebszustand im Allgemeinen mit ei-
nem Verlust der Versorgungssicherheit fiir die geschaffene Netzinsel einhergeht. Der Tausch von Zu-
verlassigkeit gegen betriebliche Verbesserungen ist fir die heutigen Verteilnetzbetreiber keine Option
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und wirde wahrscheinlich nur in Notfdllen in Betracht gezogen werden. Darliber hinaus muss der An-
wendungsfall numerisch untersucht werden, um die Existenz geeigneterer Leistungsflussbedingungen
nach Aufteilung eines Netzbereichs nachzuweisen.

2.3.2 Methodik zur Bewertung der Inselnetzfihigkeit

In diesem Abschnitt soll das Vorgehen zur Bewertung der Inselnetzfahigkeit auf einer noch recht hohen
Abstraktionsebene erldutert werden, auf dessen Basis eine Leitstellenapplikation entwickelt werden
kann. Dazu muss das Netz, wie in Abb. 2.242.24 dargestellt, systematisch untersucht werden, um die
Vielzahl der moglichen Inseltopologien hinsichtlich mehrerer Kriterien zu analysieren.
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Abb. 2.24 lllustration der systematischen Netzuntersuchung auf Inselnetzfahige Gebiete

Eine potenzielle Netzinsel muss verschiedene Anforderungen erfiillen, die sich in allgemeine Anforde-
rungen, statische Anforderungen und dynamische Anforderungen unterteilen lassen. Wie in Abb.
2.25.25 dargestellt, werden zunachst die allgemeinen Anforderungen untersucht. Anschlieend wer-
den die statischen bzw. den dynamischen Anforderungen gepriift. Wenn alle Kriterien erfillt werden
kénnen, ist eine potenzielle Insel erkannt worden, die einen stabilen, zuverldssigen und sicheren Be-
trieb gewahrleisten kann.

| island topology definition

| check for general requirements |—

static power system analysis island detected

dynamic power system analysis |~

island operation { preperation of island operation

triggered by operator preventive autonomous process

Abb. 2.25 Abfolge der notwendigen Schritte bis zum geplanten Inselnetzbetrieb

Als erster Schritt einer Inselfahigkeitsbetrachtung sollte gepriift werden, ob Erzeugungseinheiten und
Lasten innerhalb der potenziellen Netzinsel vorhanden sind. Weiterhin ist es fiir den Betrieb einer Net-
zinsel entscheidend, dass eine ausreichende Anzahl von Messstellen im Netzbereich vorhanden ist, um
eine geeignete Uberwachung des Netzes zu erméglichen und Fahrplane fiir Erzeugung und Last zu de-
finieren, die einen sicheren Betrieb gewahrleisten. Eine weitere generelle Voraussetzung ist das Vor-
handensein von Trennstellen, um das Netz in den Inselbetrieb zu Gberfiihren und auch die Insel nach
der Betriebszeit wieder mit dem urspriinglichen Netz zu verbinden. Vorteilhaft, wenn nicht sogar not-
wendig, ist das Vorhandensein von Schalteinrichtungen, die die Synchronisation zweier Systeme er-
kennen kénnen. Wenn alle allgemeinen Anforderungen erfiillt werden kdénnen, gilt es die statischen
Anforderungen zu untersuchen.
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2.3.3 Inselnetzbewertung auf Basis statischer Netzberechnung

Statische Anforderungen an den Inselnetzbetrieb lassen sich auf folgende Kriterien reduzieren.

- Wahrung der Wirk- und Blindleistungsbilanz

- Abweichung zu den urspriinglichen Kraftwerksfahrplanen fir den Inselbetrieb

- Anlagenauslastung und Spannungsgrenzverletzungen

- Anlagenverfiigbarkeiten
Ein sicherer Betrieb erfordert eine ausgeglichene Erzeugung und Last innerhalb des Inselnetzes, wie in
folgender Gleichung beschrieben.

AP :gpg,i _Z:l:R,i - Ploss =0 Gl.2.16

Im Verteilnetz erfolgt die Leistungsbereitstellung zu groRen Teilen mittels erneuerbarer Energien. Da-
her ist es notwendig, die EE-Prognosen zu analysieren, um zu gewahrleisten, dass diese das prognosti-
zierte Lastprofil fir den gesamten Betriebszeitraum decken kénnen. AulRerdem muss ein gewisses MaR
an Flexibilitdten auf Basis von z.B. Energiespeichersysteme, Power-to-X-Technologien, Demand Side
Management usw. vorhanden sein, um auf Prognoseabweichungen reagieren zu kénnen und die Ver-
sorgungssicherheit innerhalb der Insel aufrechtzuerhalten. Die neuen Betriebspunkte fiir den Inselbe-
trieb sollten unter Beriicksichtigung der initialen energiemarktbasierten Erzeugungsfahrplane definiert
werden, um kostenintensive Eingriffe zu minimieren. Dabei sollten vorhandene Flexibilitdten beriick-
sichtigt werden, um die wegfallende Export-/Importfihigkeit dieses Netzgebietes im Inselbetrieb aus-
zugleichen.

Neben dem Wirkleistungsgleichgewicht muss die von den Verbrauchern und Anlagen benétigte Blind-
leistung durch lokale EE-Anlagen, Kompensationsanlagen, Kraftwerke, Speichersysteme oder leis-
tungselektronische Komponenten wie DC-Links oder FACTS-Gerate innerhalb der Netzinsel bereitge-
stellt werden, um die Knotenspannungen innerhalb ihrer Grenzen zu halten und das Blindleistungs-
gleichgewicht aus folgender Gleichung zu erhalten.

AQ= Zn:Qg,i __ZH:Ql,i _Zn‘,Qassem =0 Gl. 2.17

Da in einer Netzinsel die Blindleistungsbereitstellung aus dem (iberlagerten Netz nicht zur Verfligung
steht, muss sichergestellt werden, dass die EE-Leistung lber die gesamte Betriebszeit ausreichend
hoch ist, um eine ausreichende Blindleistungsbereitstellung zu gewahrleisten. AuRerdem erfordert die
Einspeisung von Blindleistung durch EE-Anlagen eine gewisse Blindleistungsreserve, da Prognoseab-
weichungen nicht ausgeschlossen werden kénnen.

Ein zuverldssiger und sicherer Betrieb einer Netzinsel erfordert zudem eine statische Leistungsfluss-
analyse, um einen engpassfreien Betrieb ohne statische Spannungsgrenzverletzungen zu gewahrleis-
ten. Daher ist eine statische Ausfallvariantenrechnung erforderlich, um die mogliche Inseltopologie
unter Berlcksichtigung des geplanten Betriebsfahrplans zu bewerten. Wird eine (n-1)-Sicherheit fiir
die gesamte Netzinsel gefordert, werden die moglichen Inseltopologien eingeschrankt. Ist fiir einige
Netzbereiche eine (n-0)-Sicherheit zulassig, sinkt die Systemsicherheit, wahrend die Anzahl der mogli-
chen Inseltopologien und Konfigurationen deutlich steigt. In diesem Fall muss der Netzbetreiber die
Sicherheitsanforderungen den Betriebsmitteln oder Bereichen zuordnen, um eine vollstandige Auto-
matisierung zu ermoglichen.

Ein weiteres statisches Kriterium ist die Verfligbarkeit von Betriebsmitteln. Wahrend die Verfligbarkeit
von Erzeugungseinheiten und Lasten bereits durch die Fahrpldne, Prognosen und geschéatzten Profile
definiert ist, muss die Verfligbarkeit von Anlagen und integrierten Flexibilitaten definiert werden, um
Informationen Gber geplante Wartungs-, Service- oder Ausbauaktivitdten in die Inselbewertung einzu-
beziehen.
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2.3.4 Inselnetzbewertung auf Basis dynamischer Untersuchungen

Wurde auf Basis der statischen Analyse eine geeignete Inselnetztopologie und -konfiguration erkannt,
muss eine dynamische Analyse folgen, um Stabilitdtsbedingungen sicherzustellen, die den Richtlinien
des Grid Codes entsprechen. Das dynamische Verhalten eines Netzes wird durch das dynamische Ver-
halten von Synchronmaschinen, Lasten und Umrichtern einschlielRlich ihrer Regelschemata innerhalb
eines synchronen Netzgebietes dominiert [45]. Durch die Abspaltung eines Netzgebietes andert sich
die dynamische Netzcharakteristik. Abhdngig von der GroRRe der Netzinsel wird das verbleibende Ver-
bundnetz durch die Abtrennung eines Netzbereiches nicht wesentlich beeintrachtigt. Allerdings wiirde
die potenzielle Netzinsel in ein wesentlich kleineres Netz mit véllig neuen dynamischen Eigenschaften
Uberfiihrt werden. Daher ist eine Analyse erforderlich, die sich mit dem dynamischen Verhalten hin-
sichtlich der Netzstabilitdt befasst. Nach [45] kann die Netzstabilitdt wie in Abb. 2.26 dargestellt unter-
teilt werden.

| power system stability |

frequency ‘// \\ converter driven

stability stability
rotor angle resonance
stability stability
voltage
stability
Abb. 2.26 Illustration der Stabilitatsklassifizierungen nach [45]

Es ist sinnvoll, fiir Netzinseln innerhalb von Verteilnetzen eine umrichterdominierte Dynamik anzuneh-
men, da in der Verteilnetzebene i.d.R. nur wenige Synchrongeneratoren installiert sind. Daher kann
die Rotorwinkel- und auch die Resonanzstabilitat auf das Verhalten von direkt am Netz angeschlosse-
nen Generatoren [45] zurilickgefiihrt und zur Vereinfachung des Verfahrens vernachlassigt werden. Um
eine geeignete dynamische Charakteristik fiir eine Netzinsel zu schaffen, kann es notwendig sein, in-
nerhalb der Insel Betriebsmittel zu haben, die bei Bedarf in einen Leistungs-Frequenz- (P-f) oder Span-
nungsregelungsmodus (U-Q) wechseln kénnen.

Um einen stabilen Betrieb zu gewdhrleisten, ist es notwendig, dass die Insel liber geniigend frequenz-
regelnde Einheiten verfligt, um ausreichend Reserve fiir Primar-, Sekundar- und Tertiarfrequenzrege-
lung zu gewahrleisten [46] sowie eine ausreichend groRe Momentanreserve bereitstellen zu kénnen.
Normalerweise wird diese Aufgabe hauptsachlich zwischen grolRen konventionellen Kraftwerken ko-
ordiniert. Da in Verteilnetzen nur wenige konventionelle Kraftwerke vorhanden sind, muss die nega-
tive Auswirkung auf die Netztragheit durch die entkoppelte Netzanbindung von leistungselektroni-
schen Geréten berticksichtigt werden. Wie in [47] beschrieben und in Abb. 2.272.27 dargestellt, steigt
die Frequenzabweichung nach einer Erregung mit zunehmendem EE-Anteil an der Einspeisung.
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Abb. 2.27 Dampfungswirkung im System mit zunehmendem EE-Anlagen Anteil [48]

EE-Anlagen und zukiinftige Flexibilitaiten wie z.B. Speichersysteme miissen in die Frequenzregelung
einbezogen werden, indem sie synthetische Massentragheit nutzen, um schnelle Wirkleistungsreakti-
onen bei Frequenzanderungen zu ermdglichen. Es muss sichergestellt werden, dass die statischen Fre-
guenzgrenzen bei Stérungen nicht verletzt werden und die Frequenzgradienten auf einen zuldssigen
Bereich begrenzt werden. Ublicherweise werden auch lastseitige MaRnahmen zur Reduzierung von
Frequenzabweichungen in Betracht gezogen, aber wie in [48] erwdhnt, kbnnen MaBnahmen wie
Lastabwurf in Netzinseln nicht immer gewahrleistet werden, da die Lastabwurf-Funktion fiir jede neue
Netzinsel individuell verteilt werden muss, was zu hohen Kosten und hohem Regulierungsaufwand
fihrt. Um eine lastseitige Frequenzregelung zu ermdglichen, sollten neue Flexibilitdten wie Power-to-
X, BESS oder Elektromobilitdt in Betracht gezogen werden. Auch der Ublicherweise hohere Lastprog-
nosefehler fir kleine Netzinseln, der zu einem erhohten Bedarf an Flexibilitdten in diesem Bereich
fuhrt, ist nicht zu vernachlassigen [48].

Falls der Inselbetrieb auf den Beitrag der EE angewiesen ist, muss die Einspeisung fiir den definierten
Zeitraum hoch genug sein, um eine gewisse Regelleistung bereitstellen zu konnen. Weiterhin muss die
Regelfunktion und Reglerparametrierung fiir die beitragenden Kraftwerke, EE-Anlagen, Speicher etc.
definiert werden, um ein zuldssiges transientes Verhalten zu erhalten. In [48] haben die Autoren ge-
zeigt, dass eine optimierte Parametrierung der Frequenzregler einen entscheidenden Einfluss auf die
resultierenden Frequenzabweichungen hat.

Analog zur Frequenzstabilitdt miissen auch die Spannungsstabilitat und die Blindleistungsbereitstel-
lung sichergestellt werden. Daher muss die potenzielle Netzinsel blindleistungsbereitstellende Anlagen
wie Kompensationsanlagen, VSC-Umrichter, konventionelle Kraftwerke, Speichersysteme oder EE-An-
lagen enthalten. Mindestens eine dieser Anlagen muss in der Lage sein, die Knotenspannung aktiv zu
regeln. Bei grolRen Inseln kann sich die Anzahl der notwendigen spannungsregelnden Anlagen erhéhen.
Wichtig ist auch der Standort dieser spannungsregelnden Einheiten im Netz, um eine verteilte Blind-
leistungsbereitstellung zu erreichen, die das Risiko von lokalen Spannungsabweichungen oder Engpés-
sen reduziert. Wenn EE-Anlagen fiir die Blindleistungsbereitstellung verantwortlich sind, muss sicher-
gestellt werden, dass die Einspeisung wahrend der Betriebszeit der Netzinsel hoch genug ist, um einen
ausreichenden Blindleistungsregelbereich bereitzustellen. Um die Spannungsstabilitat zu gewahrleis-
ten, muss auch die Blindleistungsreserve hoch genug sein, um nach Stérungen einen normalen Be-
triebszustand wiederherzustellen [48]. Dies impliziert, dass eine gewisse FRT-Fahigkeit der spannungs-
regelnden Anlagen vorhanden ist, um Spannungseinbriiche bei Stérungen zu vermeiden.

Im Falle einer rein umrichterbasierten Einspeisung innerhalb eines Netzabschnitts muss zusatzlich ge-
prift werden, ob eine Fahigkeit zum Grid-Forming-Betrieb einzelner Anlagen besteht und ob diese
Grid-Forming-Kapazitat ausreicht, um das potenzielle Inselnetz sicher betreiben zu kénnen. Da der An-
teil der Grid-Forming-Fahigkeit am Gesamtnetzabschnitt bisher nicht definiert wurde, wird dieser
nachfolgend in einer Fallstudie untersucht.
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2.3.5 Fallstudie zur Bestimmung des notwendigen Grid-Forming Anteils in einem
Netzabschnitt

Untersuchungen zum notwendigen Grid-Forming Minimalanteil wurden bereits in [49] und [50] adres-
siert. Wiahrend jedoch das Ubertragungsnetz noch Jahrzehnte {iber Synchronmaschinen verfiigen wird,
existieren in den niederen Spannungsebenen bereits Netze mit 100% umrichterbasierten Erzeugern
und Verbrauchern. Bei einer Inselung solcher Abschnitte ist eine gewisse Grid-Forming-Fahigkeit es-
sentiell. Aus diesem Grund wird als Referenznetz ein Zweiknotenmodell in der 20 kV-Ebene verwendet.
Jeder Knoten hat einen angeschlossenen Umrichter der Leistung in das Netz speist. Dabei befindet sich
ein Umrichter im Grid-Forming-Regelmodus und einer im Netzfolgebetrieb (GFL), entsprechend Abb.
2.28.

r——771 [—— 71

Abb. 2.28 2-Knoten-Referenzmodell fir die Fallstudie

Im in Abb. 2.28 dargestellten Netzmodell existiert kein Anschluss an eine liberlagerte Netzebene. So-
mit ist das Netz im Inselbetrieb und das Spannungssignal wird vom Grid-Forming-Umrichter (GFM)

bereitgestellt.

Fiir die Untersuchung wird eine Anregung in Form eines Lastsprung um AP = +5% nach t = 1s eingefiihrt.
Die Untersuchungen finden in Form einer Kleinsignalstabilitatsanalyse sowie Zeitbereichssimulationen
statt. Die Untersuchungen werden in Abhangigkeit des GFM-Anteils durchgefiihrt, der durch B wie

folgt reprasentiert wird:

Serm
p=——CM Gl.2.18
Serm t+ SerL

Stiff Voltage Control

In Abb. 2.29 sind relevante Eigenwerte des Systems dargestellt. Es ist zu erkennen, dass die Moden der
Eigenwerte A3/24 ab einem Anteil von B < 4% instabil werden.
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Abb. 2.29 Kritische Moden wahrend der Stiff Voltage Control als Funtion von

Die Moden 23/24 repréasentieren einen ungedampften komplexkonjugierten Pol mit einer Frequenz
von f = 12,31 Hz. Dieses Ergebnis kann mittels Zeitbereichssimulation in Abb. 2.30 verifiziert werden.

Seite: 32/45



f=123Hz

1 1.2 14 1.6 1.8 2
Time [s]

Abb. 2.30 Zeitbereichsdarstellung der kritischen GroRe bei einem B = 4%

Abb 2.31. zeigt die Beitrdage der Systemzustandsvariablen wahrend des Ereignisses fiir verschiedene
GFM-Anteile im System. Dabei ist zu erkennen, dass die kritische Mode 23/24 im Wesentlichen auf die
g-Komponente der GFM-Spannungsregelung zuriickgefihrt werden kann.
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Abb. 2.31 Partizipationsfaktoren der Systemzustandsvariablen fiir verschiedene GFM-Anteile

Mit steigendem GFM-Anteil nimmt die Robustheit der Spannung zu, was durch eine Zunahme des GFL-
PLL-Participation Factors HfGFL bei sinkendem GFM-Anteil demonstriert wurde. Umgekehrt bedeutet
das, dass das Spannungssignal des GFM-Umrichters durch die Stromeinspeisung des GFL-Umrichters
gestort wird, wenn der GFM-Anteil zu gering an der Gesamteinspeisung ist. Dadurch kann es zu einer
Fehlsynchronisation der PLL kommen, wodurch Oszillationen bedingt werden kénnen.

Droop Control

Fiir ein Grid-Forming-Ansatz basierend auf einer Droop-Regelung wurde ein Stabilitatslimit bei B = 16%
ermittelt. Damit ist der minimal notwendige GFM-Anteil am Netzabschnitt zur Wahrung der Kleinsig-
nalstabilitdit um den Faktor 4 hoher als bei einer Stiff-Voltage-Regelung. Abb. 2.32 zeigt, dass die Mo-
den der Eigenwerte Azs/26 malRgeblich verantwortlich fir Stabilitdtsprobleme sind.
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Abb. 2.32 Kritische Moden bei der Droop-Regelung als Funktion von

Nachfolgend sind die Partizipationsfaktoren der Mode abgebildet. Es ist erkennbar, dass die Mode bei
einem hohen GFM-Anteil hauptsachlich durch die d-Komponente der GFM-Spannungsregelung sowie
den DC-seitigen Spannungs- und Stromanteilen gepragt wird. Wechselwirkungen zwischen den Um-

richtern sind in diesem Spannungsregelmodus nicht erkennbar. Bei sinkendem GFM-Anteil steigen die

Partizipierungsfaktoren 9FM, Qg'GFM sowie ng’GFM der entsprechenden Mode an. Das ist auf steilere

Droop-Gradienten zuriickzufiihren, die durch den geringeren Anteil § bedingt werden. Durch die
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dadurch entstehende signifikantere Reaktion des GFM-Umrichters bei Lastspriingen kommt es zu
Wechselwirkungen zwischen den Umrichtern.

0.4

Factors

0.2

Normalized Participation

u I GFM

GFM GFL GFM .GFM f.GFM
4 9f dc dc Qg fu.d

Abb. 2.33 Partizipierungsfaktoren der Mode 25/26 bei der Droop-Regelung

Die Droop-Regelung des GFM-Umrichters wirkt sich je nach Verstarkungsfaktor bzw. Gradient der
Droopkurve deutlich auf die Stabilitdat des Gesamtsystems aus. Flache Gradienten sorgen dabei fiir ein
stabileres Netzverhalten im Sinne der Kleinsignalstabilitdt. In Abb. 2.34. ist das Stabilitatslimit (GFM-
Anteil B) fur verschiedene Droop-Gradienten gegenibergestellt.

é 20 T T T T T T F 7
(]

S 15} -
z & Ry

o 10 —6—R 1
g , q

g 5 1 1 I 1 ! 1 1 1

é 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10

Droop [%]
Abb. 2.34 Minimaler GFM-Bedarf bei verschiedenen Droop-Gradienten
Zusammenfassung

Die Untersuchung beschéftigte sich mit dem minimalen GFM-Anteil in einem ge-inselten Netzabschnitt
bei verschiedenen Spannungsregelungsverfahren. Dabei hat sich ergeben, dass das Regelverfahren so-
wie dessen Parametrierung einen signifikanten Einfluss auf den bendtigten GFM-Anteil hat. Ebenso
konnten die kritischen Einflussfaktoren der jeweils destabilisierenden Moden identifiziert werden. Da-
bei ergab sich, dass im wesentlichen Winkel-, bzw. P-F-Regelungsbasierte Zustandsvariablen die Insta-
bilitaten verursacht haben. Es sollte jedoch berticksichtigt werden, dass diese Untersuchungen auf Ba-
sis eines Zwei-Knoten-Testsystems getatigt wurden. Komplexere Topologien kdnnen abweichende Er-
gebnisse erzielen, da z.B. hhere Netzimpedanzen eine dampfende Wirkung auf etwaige Wechselwir-
kungen haben kann und umgekehrt.

2.3.6 Vorbereitung detektierter Netzabschnitte auf den Inselnetzbetrieb

Eine zuverlassig funktionierende Netzinsel muss fir den Inselbetrieb vorbereitet werden. Dazu muss
ein Sollwertfahrplan flr Erzeugung und Last definiert werden. AuBerdem miissen Regelungsaufgaben
und Regelungsparameter beziiglich der Frequenz- und Spannungsregelung definiert werden, um einen
stabilen Betrieb zu gewahrleisten. Weiterhin fihrt die neue Netztopologie und Leistungsflussvertei-
lung zu einer Veranderung der verfligbaren Kurzschlussleistung und erfordert daher angepasste Para-
meter flir Schutzeinrichtungen. Daflir muss eine Priorisierung der Abzweige und Transformatoren vor-
genommen werden, die flr einen sicheren Betrieb unabdingbar sind. Diese Liste wird benotigt, um
eine optimierte Funktion der Schutzeinrichtungen zu gewahrleisten, um Uberreaktionen zu vermeiden
und sicherzustellen, dass wichtige Betriebsmittel bei einer Stérung nur abgeschaltet werden, falls er-
forderlich.
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Um Netzinseln aktiv zu bilden, ist es entscheidend, einen Ubergangsprozess zu identifizieren und zu
definieren, der zu keinen Stabilitats- oder Sicherheitsproblemen fiihrt. Daher sollte eine Transition mit
moglichst geringer Anregung angestrebt werden. Die Transition muss eine koordinierte Abfolge von
notwendigen Schalthandlungen, Betriebsmodi- und Sollwertanderungen fiir wichtige Betriebsmittel
sowie Anpassungen fiir Schutzeinrichtungen beinhalten.

Eine weitere wichtige Vorbereitung fiir die Netzinsel ist eine koordinierte Wiedereingliederung in das
urspriingliche Netz. Diese Riickfiihrung sollte ebenfalls (iber eine Reihenfolge der Schaltzustande, Soll-
werte, Betriebsmodi- und Schutzgerdteanpassungen koordiniert werden.

2.3.7 Zusammenfassung und Ausblick

In diesem Vorhaben wurde ein neuer allgemeiner Ansatz zur Bewertung der praventiven Inselfdhigkeit
auf konzeptioneller Ebene vorgestellt. Das vorgeschlagene Bewertungsverfahren umfasst eine stati-
sche und dynamische Analyse und skizziert die wichtigsten Schritte zur Vorbereitung einer identifizier-
ten Netzinsel auf den Inselbetrieb. Die praventive Inselfahigkeitsbewertung als neues Leitstellen-As-
sistenzsystem bringt neue Moglichkeiten flir den Netzbetrieb. Einerseits stellt die kontinuierliche Iden-
tifikation und Vorbereitung autarker Netzbereiche eine neue Backup-Sicherheit dar, die kurativ einge-
setzt werden kann, um groRflachige Netzausfille zu vermeiden, andererseits kann die Netzverinselung
zur Optimierung der Betriebsbedingungen genutzt werden. Allerdings konnte der Einsatz aufler in Not-
fallen die Stromversorgungssicherheit voriibergehend herabsetzen und muss zum Nachweis des Kon-
zepts numerisch untersucht werden. Nichtsdestotrotz stellt die Moglichkeit, die beabsichtigte Inselbil-
dung als RegelgroRRe fiir den Netzbetrieb zu nutzen, eine neue Flexibilitat fiir Netzbetreiber dar, die
weiter untersucht werden sollte. Die praventive systematische Identifikation und Vorbereitung von
Netzinseln ist ein komplexes Verfahren, das sich derzeit noch in einem frithen Forschungsstadium be-
findet und in der Literatur kaum diskutiert wird.
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3 Projekterweiterung - Autonomes Verteilnetz

3.1 Einschatzung der Autonomiestufen des VDE-Impulspapiers

Mit dem Impulspapier ,Systematisierung der Autonomiestufen in der Netzbetriebsfihrung” [51]
wurde durch ein VDE — Konsortium erstmals der Automatisierungsgrad der Netzbetriebsfiihrung in
verschiedene Stufen unterteilt. Die Einteilung der Stufen erfolgte in Anlehnung an die Autonomiestu-
fen im Verkehr, wie folgt:

Tab. 3.1 Definition von Autonomiestufen nach [51]

Definition
Die Systemfiihrung trifft auf Basis von Melde-/Messinformationen Ent-
scheidungen Uber Sollwerte und setzt diese manuell, ferngesteuert um.
Oa — Observability: Die Systemfiihrung kann den Netzzustand basierend
auf Messinformationen tGberwachen.
0b — Controllability: Die Systemfihrung kann den Netzzustand mit Hilfe
von fernsteuerbaren Betriebsmitteln beeinflussen.
Hintergrundfunktion, die (standig oder nach Aktivierung durch den Sys-
temfihrer) Berechnungen durchfihrt.
la — Awareness: Die Systemflihrung wird durch die Hintergrundfunktion
durch Informationen unterstiitzt.
1b — Decision Support: Die Hintergrundfunktion liefert der Systemfiihrung
Handlungsvorschlage, lGber deren Umsetzung die Systemfiihrung ent-
scheidet.

Autonomiestufe

Autonomiestufe 0

Autonomiestufe 1
Assistenz

Autonomiestufe 2
Teilautomatisierung

Funktion, die durch die Systemflihrung aktiviert wird und ohne eine wei-
tere Freigabe durch die Systemflihrung automatisiert regelt.

Autonomiestufe 3
Bedingungsautomati-
sierung

Funktion, die durch auslésende Bedingung (zuvor durch Systemfiihrer de-
finiert) automatisch aktiviert wird und ohne weitere Freigabe durch die
Systemflihrung automatisiert regelt.

Eine sehr groRe Zahl der erforderlichen Funktionen/Systemdienstleistun-
gen sind durch Bedingungsautomatisierungen abgedeckt. Der Netzbetrieb
lduft im Normalbetrieb und bei Ublichen Fehlerfillen (daily business) au-
tomatisiert. Bei seltenen Storereignissen wird der Systemfihrer fur den
Betrieb hinzugezogen.

Es ist kein Systemfiihrer erforderlich. Abgesehen vom Festlegen der Ziel-
parameter, der Bedingungen und Regeln sowie beim Starten des Systems,
ist kein menschliches Eingreifen erforderlich.

Autonomiestufe 4
Hochautomatisierung

Autonomiestufe 5
Vollautomatisierung

Wahrend die Unterscheidungsmethodik aus Tab. 3.1 in weiten Teilen auf die Netzbetriebsfiihrung an-
wendbar ist, bestehen dennoch generelle Unterschiede zum autonomen Fahren. So besteht bspw. kein
Bedarf das Leitwartenpersonal vollstandig zu ersetzen (Autonomiestufe 5). Im Gegensatz zum autono-
men Fahren stehen der Aufwand und Nutzen beim Erreichen der Autonomiestufe 5 in keinem Verhalt-
nis und bieten weder wirtschaftlich noch technisch einen signifikanten Mehrwert fiir den Netzbetrieb.
Endzustand sollte demnach das Erreichen der Autonomiestufe 4 als Summe aus einer Vielzahl von Pro-
zessen der Autonomiestufe 3 sein. Mit dieser Annahme besteht keine Notwendigkeit zur vollstandigen
Automatisierung eines jeden Teilprozesses. Vielmehr muss eine systematische Mehrwertabschatzung
eingefiihrt werden, um den Automatisierungsbedarf identifizieren zu kénnen. Ein geeigneterer Ver-
gleich konnte demnach die Prozessautomatisierung im Produktionsgewerbe sein, in dem der Fokus auf
Effizienz und Qualitat, nicht aber zwangslaufig auf vollstandigem menschlichem Ersatz liegt. Im Folgen-
den werden die Autonomiestufen des VDE-Impulspapiers unter Berlicksichtigung eines Endzustandes
in der Stufe 4 als Summe multipler Stufe 3 - Funktionen herangezogen.
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3.2 Treiber fiir die Automatisierung von Prozessen der Netzbetriebsfiihrung

Die Digitalisierung und Automatisierung von Netzbetreiberprozessen gewinnen zunehmend an Bedeu-
tung. Wahrend sich keine direkten regulatorischen Vorgaben oder Anreize zum Erreichen eines héhe-
ren Automatisierungsgrades erkennen lassen, gibt es zahlreiche Treiber innerhalb der Netzbetreiber-
prozesse. Mogliche Ziele wurden in [51] benannt und sind nachfolgend weiter ausdetailliert und er-
weitert aufgefiihrt:

1. Effizienzsteigerung im Netzbetrieb:
Die Automatisierung von Prozessen wie Netziiberwachung, Fehlererkennung und -behebung kann die
Netzeffizienz erhdhen, da Probleme schneller erkannt und behoben werden kénnen. Dadurch wird die
Betriebszeit des Netzes optimiert und Ausfallzeiten minimiert. Zudem kénnen automatische Fehlerre-
aktionen, wie beim kurativen Netzbetrieb, oder ein optimaler Flexibilitatseinsatz die Gesamtauslas-
tung des Netzes steigern und somit zu einem héheren Nutzungsgrad fiihren. Die Effizienzsteigerung
im Netzbetrieb ist ein primarer Treiber der Automatisierung in diesem Bereich.

2. Reduzierung manueller Eingriffe:
Automatisierte Systeme kdnnen manuelle Eingriffe minimieren, was die Abhangigkeit von menschli-
chen Handlungen verringert und die Wahrscheinlichkeit menschlicher Fehler reduziert. Zudem fiihrt
dies zu einer Entlastung des Personals oder sogar Personaleinsparungen. Aufgrund des bereits hohen
Automatisierungsgrades im Netzbetrieb spielt dieses Ziel eine eher untergeordnete Rolle.

3. Bewaltigung der zunehmenden Komplexitat:

Die zunehmende Zahl an Einspeisern und Flexibilitatsbereitstellern summiert sich auch mehrere Milli-
onen Anlagen auf. Durch Automatisierung kann das Erzeugungs- und Verbrauchsprofil im Netz klein-
teiliger gesteuert und optimiert werden, um eine effiziente und zuverladssige Stromversorgung zu ge-
wahrleisten. Eine Beispielanwendung besteht in der netzdienlichen Verbrauchersteuerung nach §14a
des EnWG zur Vermeidung von Engpassen und Reduzierung des Netzausbaubedarfs. Ein weiteres Bei-
spiel stellt eine verteilte Blindleistungsbereitstellung dar. Wahrend sich Einsatzplanungen innerhalb
der Betriebsplanung mittels Algorithmen vorberechnen lassen, wird ein hohes Mal an Automatisie-
rung fir ad-hoc MaRnahmen als Reaktion auf ungeplante Stérungen vorausgesetzt.

4. Erhohung der Assetverfiigbarkeit:

Automatisierte Uberwachungssysteme kénnen friihzeitig potenzielle Probleme erkennen und War-
nungen ausgeben, wodurch Wartungsarbeiten proaktiv geplant werden kénnen, um mogliche Ausfille
zu verhindern. Zudem kénnen Wartungsarbeiten ggf. reduziert werden, wodurch sich die Verfugbar-
keit der Assets erhoht. Parallel dazu kénnen automatisierte Prozesse im Bereich Workforce-Manage-
ment den notwendigen Personalbedarf begrenzen. AuRerdem kénnen schwer detektierbare Storfak-
toren (z.B. Vereisung oder hochohmische Fehler) durch eine Signalmusterauswertungen in Echtzeit
erfasst und somit schneller behoben werden [52].

5. Verringerung der Reaktionszeiten:
Schnelle automatisierte Netzeingriffe als Reaktion auf Netzstdrungen oder -ausfalle, konnen die Ver-
sorgungssicherheit erhéhen, eine bessere Netzauslastung erreichen oder nach GroRereignissen die
Versorgungswiderherstellung beschleunigen. Die notwendigen Reaktionszeiten in diesen Bereichen
liegen i.d.R. weit unterhalb menschlicher Zeitkonstanten. Durch eine schnellere Handlungsfahigkeit
ergeben sich neue Anwendungsfalle fiir den Netzbetrieb (z.B. kurativer Netzbetrieb).

6. Verbesserung der Netzstabilitat:
Ein Monitoring und Assessment der Netzstabilitdt kann aufgrund der Komplexitdt und Abstraktivitat
nur automatisiert erfolgen. Die dadurch gesteigerte Beobachtbarkeit (Stufe 1 — Awareness) des Netzes
erlaubt praventive GegenmalRnahmen wie z.B. stabilitdtsbedingten Redispatch oder Adaption von
Schutzparametern, wodurch die Netzstabilitdat erhéht werden kann. Die zunehmende Zahl an
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Netzteilnehmern bedingt eine kontinuierliche Veranderung der dynamischen Netzrobustheit, die u.U.
nicht mehr zuverlassig durch bisherige Schutzmargen eingegrenzt werden kann.

7. Personalaufwand

Die Zunahme an Aufgaben sowie deren Komplexitat erfordert ein gesteigertes Mals an Personalauf-
wanden, die es zu begrenzen gilt. Wahrend in der Netzbetriebsflihrung (Leitwartenbetrieb) wenig Po-
tenzial zur Personalentlastung besteht, erleichtern automatisierte Prozesse die Einhaltung von Vor-
schriften und die Erstellung von Berichten {iber den Netzbetrieb, was fir die Transparenz und die Zu-
sammenarbeit mit Regulierungsbehdrden von Bedeutung ist. Durch eine automatisierte Berichterstat-
tung kann Personalaufwand eingespart werden. AuBerdem wird durch eine Digitalisierung von Schalt-
prozessen ein Potenzial zur Einsparung von Personalaufwanden erkenntlich.

8. Automatisierung zur Digitalisierung
Automatische Diagnosetools, Patch- und Updatefunktionen der IT-Infrastruktur sind essenziell zur Di-
gitalisierung der Netzinfrastruktur. Sicherheitsrisiken und Personalaufwande waren andernfalls erheb-
lich. Die Digitalisierung in Form von hochaufldsenden Messeinrichtungen und Fernzugriffen ist not-
wendig zum Erreichen hdherer Automatisierungsgrade.

Obwohl das Automatisierungsbestreben der Verteilnetzbetreiber in Bereichen wie Endkundenma-
nagement, Workforcemanagement oder Netzplanung aufgrund der wachsenden Kleinteiligkeit und
des damit einhergehenden Personalmangels deutlich den Automatisierungsbedarf im Netzbetrieb
Ubersteigt, existieren auch dort zahlreiche Treiber fir das Erreichen hoherer Autonomiestufen. Im
nachfolgenden Kapitel wird der Prozess zum Erreichen héherer Autonomiestufen anhand einer Bei-
spielfunktion erlautert.

3.3 Erreichen einer hoheren Autonomiestufe anhand einer Beispielfunktion

Als Beispielfunktion wurde eine verteilte Bereitstellung von verfligbaren Blindleistungspotenzialen als
mogliche Redispatch-Erweiterung angenommen. Der Fokus liegt dabei auf dem Abruf der Blindleis-
tungspotenziale innerhalb der Netzbetriebsfiihrung.

Der Redispatch Prozess ist ein zentrales Instrument fiir Netzbetreiber, Engpésse in ihrem Netz zu ver-
meiden. Der aktuell etablierte Redispatch2.0 — Prozess [53] fokussiert sich auf Wirkleistung, kann je-
doch in Zukunft um Blindleistung erweitert werden. Dabei erfolgt zunachst analog zum Wirkleistungs-
Redispatch eine zyklische Potentialermittlung unter Berlicksichtigung samtlicher Netzsicherheits-, Ver-
fligbarkeits- und Markt-Aspekte sowie eine netzbetreiberiibergreifende Bedarfserfassung innerhalb
der Netzbetriebsplanung. AnschlieRend wird aus diesen Informationen ein Blindleistungs-Fahrplan
entwickelt der zyklisch korrigiert wird.
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Abb. 3.1 lllustrative Darstellung des Blindleistungsabrufs in verschiedenen Autonomiestufen

Beobachtbarkeit und Regelbarkeit betroffener Anlagen (Stufe 0) sind Grundvoraussetzung aller hohe-
ren Stufen. Wird der Blindleistungs-Redispatch erforderlich, kann die Wahl der zu beteiligten Anlagen
manuell durch den Systemfihrer erfolgen (Stufe 0) und durch Handlungsvorschlage aus Assistenzfunk-
tionen unterstitzt werden (Stufe 1b). Der Blindleistungsabruf, also das Abfahren des Fahrplans, kann
als teilautomatisiertes Assistenzsystem erfolgen (Stufe 2), sodass der Netzfiihrer lediglich bei Abwei-
chungen zum Normalbetrieb eingreifen muss. Durch eine dariiberhinausgehende Erweiterung des As-
sistenzsystems um eine kurative Korrekturfahigkeit, um auf Stérungen wie Netzfehler, Prognosefehler
oder Ausfalle von blindleistungsbereitstellenden Anlagen reagieren zu kénnen, wird die Stufe 3 er-
reicht. Der Netzfiihrer wird in diesem Entwicklungsstadium lediglich zur Definition der Auslésebedin-

gung benotigt. Der Prozess kann damit als autonom angenommen werden.
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Abb. 3.2 Schematische Prozesserweiterungen zum Erreichen hoherer Autonomiestufen
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Das Erreichen einer hoheren Autonomiestufe wird demnach durch die Automatisierung einzelner Teil-
funktionen innerhalb einer Applikation erreicht. Dabei miissen nicht alle Teilfunktionen den gleichen
Automatisierungsgrad besitzen, um eine Autonomiestufe zu erreichen. Vielmehr stellen multiple Teil-
funktionen niedriger Autonomiestufen die Basis, die notwendig ist, um eine Teilfunktion in eine héhere
Autonomiestufe zu Uberfiihren. Die Einordnung der Gesamtapplikation richtet sich anschlieBend nach
der Teilfunktion mit der hochsten erreichten Autonomiestufe. Abb. 3.2 stellt diesen Zusammenhang
am Beispiel des Blindleistungsabrufs dar.

Aus Abb. 3.2 wird ersichtlich, dass einzelne Teilfunktionen bei der Entwicklung zu héheren Autonomie-
stufen nicht bzgl. ihres Automatisierungsgrades angepasst werden miissen. Es werden lediglich Funk-
tionen des Netzflhrers durch neue Automatismen tGlbernommen. Die Stufe 3 — Variante beinhaltet
somit ebenfalls Funktionen der Stufen 1b und 2, wird aber nach dem automatisierten Verhalten im
gestorten Betrieb (Stufe 3) bewertet.

Das Vorantreiben einer hoheren Autonomiestufe solcher Prozessablaufe kann aufgrund der zuneh-
menden Komplexitat der Erzeugerstruktur bzgl. der Volatilitat, der Erzeugungsart, des dynamischen
Verhaltens am Netz, der Anzahl und der Dezentralitat der Anlagen aber auch durch die gegenseitige
Beeinflussung der Blindleistungsbereitstellung und der lokalen Spannungshaltung im Netz erforderlich
werden. Erfolgen mehrere Abrufe zeitgleich oder fallt eine am Blindleistungs-Redispatch beteiligte An-
lage aus, flhrt dariber hinaus die Parallelitat von kritischen Prozessen und die Notwendigkeit der Ab-
stimmung mit Netz-/Anlagenbetreibern dazu, dass Systemfiihrer den Zeitanforderungen zunehmend
schwieriger gerecht werden kénnen und zwangsweise auf hohere Automatisierungsgrade angewiesen
sind.

3.4 Zusammenfassung und Ausblick

Heutige Automatismen im Netzbetrieb existieren i.d.R. nicht zur Effizienzsteigerung von Prozessen,
sondern eher aufgrund einer Alternativlosigkeit. Das heilSt, Prozesse die aufgrund ihrer Haufigkeit,
Komplexitdt, Zeitanforderung oder Kontinuitdt nicht durch menschliches Personal umsetzbar sind,
werden bereits automatisiert erbracht. Bezogen auf das Beispiel des Blindleistungsabrufs erscheint
aufgrund der Haufigkeit und Komplexitatsanforderung das Erreichen der Stufe 2 als notwendig, wah-
rend die Reaktionsfahigkeit im Fehlerfall (Stufe 3) aufgrund des seltenen Einsatzes eher als eine Option
einzustufen ist. Die Uberfiihrung von Automatismen in hdhere Automatisierungsgrade kann jedoch
auch zu Effizienzsteigerungen, Stabilitdtserh6hungen sowie hoheren Verfiigbarkeiten bei minimalen
Instandhaltungsaufwand fiihren. Der sich daraus ergebende Mehrwert muss jedoch quantifizierbar
dargestellt werden, um mittels eines Benchmarks die Sinnhaftigkeit einer Umsetzung ableiten zu kon-
nen. Ein weiterer Treiber zum Erreichen eines hochautomatisierten Netzbetriebs kann die Entwicklung
von regulatorischen Anreizen sowie Betriebsvorgaben innerhalb des Grid Codes sein.

Wie zu Beginn eingeflihrt, wird das Endstadium des hochautomatisierten Netzbetriebs mit dem Errei-
chen der Stufe 4 gewahrleistet. In diesem Stadium besteht der Netzbetrieb aus einer hohen Anzahl
von Automatismen, die parallel gleichzeitig miteinander oder nebeneinander agieren. Aufgrund von
Uberschaubaren StellgroRen im Netzbetrieb (im Wesentlichen Wirk- und Blindleistung) konnen dem-
nach Zielkonflikte auftreten. Zur Vermeidung von Zielkonflikten kann bspw. eine libergeordnete auto-
matisierte Kontrollinstanz die adressierten Anwendungsfille bewerten und priorisieren und ggf.
schnell und gezielt einschreiten, falls gegenlaufige MalRnahmen angestofen werden. Somit wird kann
das Risiko des ,,maschinellen Versagens” verringert werden, ohne den Operator zu belasten.

Letztlich konnte auch ein Mangel an Standards und Normen sowie eine unzureichend geklarte Haf-
tungsfrage als eine Hiirde zum Erreichen héherer Autonomiestufen identifiziert werden. Die Netzbe-
treiberakzeptanz zur Einfihrung neuer Automatismen kann durch ein Angebot von standardisierten
Produkten gegeniiber Individualldsungen gesteigert werden.
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