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Vorwort

Die Energiewende ist in aller Munde. Prognosen iiber die Zukunft des
Energiesystems werden gemacht. Neue Marktstrukturen in grofer Zahl
vorgeschlagen. Letztendlich muss aber ein technisch lauffahiges, stabi-
les und wirtschaftliches Gesamtsystem entstehen, welches die gesetzten
Ziele fiir die CO2-Reduktion erfiillt. Dieses Ziel kann nur durch inno-
vative technische Losungen erreicht werden. Diese Losungen miissen
von den Ingenieurinnen und Ingenieuren erdacht und umgesetzt wer-
den. Ohne diese kreativen und schopferischen Leistungen wird das zu-
kiinftige Energiesystem nicht erreicht.

Ich freue mich, dass auch an diesem Power and Energy Student

Summit 2015 viele kreative Kopfe zusammenkommen, um neueste
Ideen und Losungsansitze aus Forschung und industrieller Praxis zu prasentieren und zu diskutieren.
Gerade durch den gemeinsamen Austausch werden sicherlich auch neue und weitergehende Ideen ge-
neriert. In diesem Sinne wiinsche ich den Teilnehmerinnen und Teilnehmern viel Freude und Inspiration
bei den gemeinsamen Tagen.

Univ.-Prof. Dr.-Ing. Christian Rehtanz

Sehr geehrte Konferenzteilnehmer,
Liebe Sponsoren und Unterstiitzer,

die PESS kann mittlerweile in ihrer 6ten Auflage bereits als ein regel-
maBiger Event bezeichnet werden, der kontinuierlich an Bedeutung ge-
winnt. Dies ist unschwer an der Aufmerksamkeit, den diese Veranstal-
tung an Universitéten, in der Fachpresse, wie auch bei Sponsoren ge-
nieBt, zu erkennen. Im Namen des gesamten Organisationsteams be-
danke ich mich bei allen Sponsoren und Unterstiitzern und insbesondere
bei allen Autoren und Gutachtern der 55 eingereichten Beitrdge. Ohne
Sie wire dieser Event nicht moglich!

Weiterhin ist es mir ein besonderes Anliegen die gute Zusammenarbeit
mit den drei groen Elektro-/Energietechnikverbédnde IEEE, VDE und
CIGRE hervorzuheben. Wie Sie wissen ist die nachhaltige Unterstiit-
zung junger ambitionierter Ingenieure im Bereich der elektrischen Energietechnik ein zentraler Aspekt

der Nachwuchsforderung dieser Organisationen, welche bei diesem PESS erstmalig gemeinsam eine
Konferenz fiir die nichste Generation unterstiitzen. Auch Ihnen danke ich fiir die gute Zusammenarbeit!

Ing. Andreas Kubis, M. Sc.
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Shortening Quasi-Static Time-Series Simulations
for Cost-Benefit Analysis of Low Voltage
Network Operation with Photovoltaic Feed-In

Claudio David Lépez, Basem Idlbi, Thomas Stetz and Martin Braun
Fraunhofer Institute for Wind Energy and Energy System Technology
Kassel, Germany
Email: claudio.lopez@iwes.fraunhofer.de

Abstract—Executing quasi-static time-series simulations is
time consuming, especially when yearly simulations are required,
for example, for cost-benefit analyses of grid operation strategies.
Often only aggregated simulations outputs are relevant to grid
planners for assessing grid operation costs. Among them are total
network losses and power exchange through MV/LV substation
transformers. In this context it can be beneficial to explore
alternatives to running quasi-static time-series simulations with
complete input data that can produce the results of interest with
high accuracy but in less time. This paper explores two methods
for shortening quasi-static time-series simulations through reduc-
ing the amount of input data and thus the required number of
power flow calculations; one is based on downsampling and the
other on vector quantization. The results show that execution time
reductions and sufficiently accurate results can be obtained with
both methods, but vector quantization requires considerably less
data to produce the same level of accuracy as downsampling. In
particular, when the simulations consider voltage control or when
more than one simulation with the same input data is required,
vector quantization delivers a far superior trade-off between data
reduction, time savings, and accuracy. However, the method does
not reproduce peak values in the results accurately. This makes
it less precise, for example, for detecting voltage violations.

Keywords—Power flow calculation, quasi-static time-series, vec-
tor quantization, PV generation.

I. INTRODUCTION

Distributed generation poses diverse challenges to distribu-
tion network operation and planning, such as increased voltage
violations as well as branch and transformer overloading [1].
Overcoming these challenges requires assessing the effects
distributed energy resources have on power grids and evaluat-
ing possible mitigation strategies, like voltage control or grid
reinforcement, from a cost-benefit perspective.

In the presence of distributed generation, traditional grid
analysis methods based on power flow simulations of extreme
generation and load scenarios (e.g., maximum demand with
minimum generation and vice versa) do not provide enough
insight into grid behavior [2]. One of the recommended meth-
ods for quasi-static analysis of grids with distributed generation
are quasi-static time-series simulations [3]. These simulations
consist of consecutive power flow calculations using discrete
load and generation profiles over a time horizon that in the
case of cost-benefit analyses is typically in the order of a year.

Data at high time resolution is preferred due to accuracy
concerns, which requires profiles with large numbers of time

steps, and consequently, time-series simulation that consist of a
large number of power flow calculations. As reference, a yearly
simulation at one minute resolution requires at least 525600
individual power flow calculations. Cost-benefit analyses are
typically carried out through the comparison of a base case
with variations of the base case, for example, operation with
different voltage control strategies. As the number of scenarios
to consider grows, the execution time can quickly become
excessive. In this context, the computational challenge of
quasi-static time-series simulations is twofold: their execution
time is long and the required amount of input data is high (in
the CSV file format it can reach the order of GB). Handling
such amounts of data is, in itself, time consuming.

Much attention has historically been given to the computa-
tional performance of power flow calculations from the point
of view of numerical accuracy and execution time (see for
example [4], [5]), yet the computational performance of time-
series power flows remains open for analysis. Perhaps the only
explicit attempt to reduce their execution time so far consists
in reducing a distribution feeder to a smaller equivalent circuit
connected to the bus under analysis [6], which dramatically
reduces the calculation time and keeps result accuracy high.
The disadvantage of this method is that each simulation can
only deliver results for one bus in the entire network.

Two aspects of quasi-static time-series simulations can be
explored for improving their performance: In the case of cost-
benefit analysis for LV grids, only a small set of aggregated
results needs to be determined, such as total network losses,
power exchange through the MV/LV transformer, and total
power provision from distributed generators. These results can
be translated into costs for the grid operator (see for example
[7]). Additionally, the cyclical nature of load and generation
profiles [8], [9] suggests that some time steps in the profiles
represent load and generation scenarios that reappear over time
and hence can be simulated only once.

The objective of this paper is to explore the feasibility
of shortening quasi-static time-series simulations by means of
reducing the amount of input data, and therefore, reducing the
number of required power flow calculations. Two alternatives
are compared in terms of data and execution time reduction,
and result accuracy: one consists in reducing the time resolu-
tion of the input profiles through downsampling and the other
in finding similar time steps in the input profiles through vector
quantization and simulating them once.

S01.1



This paper is structured as follows: Section II presents the
characteristics of quasi-static time-series simulations for cost-
benefit analysis. Section III introduces the shortening methods.
Section IV defines the case studies used to test the shortening
methods. Section V presents the results and their analysis.
Finally, Section VI presents the conclusions and proposes
future research.

II. QUASI-STATIC TIME-SERIES SIMULATIONS

Quasi-static time-series simulations are consecutive power
flows calculated on each time step of a set of load, generation
and slack voltage profiles. The results of such simulations
are profiles that represent the behavior of the grid over the
simulated period. Traditionally, the slack voltage is considered
constant (1p.u.), but in time-series simulations it can be a
profile as well. This allows to simulate the influence of the
MYV level on the LV level.

A block diagram of a quasi-static time-series simulation is
shown in Fig. 1. Its main aspects are described in this section.

Grid
model

]

Power flow
calculation
(for M time steps)

Input profiles
(M time steps)

Result profiles
(M time steps)

Figure. 1. Block diagram of a quasi-static time-series simulation.

A. Simulation Inputs: Load, Generation and Voltage Profiles

In an LV network, loads and PV generators are associated
with either residential or commercial buildings. The simulation
inputs for a network with N load/PV buses are the following
discrete time-dependent profiles:

e P : active load at the n'™ load/PV bus

e ()1, : reactive load at the n'" load/PV bus

e Ppy : active PV generation at the n™ load/PV bus

e (Qpy,: reactive PV generation at the n' load/PV bus

o Ugyer: slack voltage (MV side of the MV/LV transformer)

with n = 1,2,..., N. If each profile has M time steps, the
set of input profiles can be represented as a matrix X with
at most 4N 4 1 columns and M rows. Each column in X
represents a profile and each row represents a time step. Table
I shows an example of input profiles at one minute resolution
for a network with two loads and two PV generators. In the
example, the PV generators are operating at unity power factor.

TABLE 1. EXAMPLE OF SIMULATION INPUTS (MATRIX X)

t Pr, Po, QL, QrL, Ppvy, Ppv, Qprv; QpPvy Usiack
[min] [kW] [kW] [kvar] [kvar] [kW] [kW] [kvar] [kvar] [p.u.]
1 040 058 0.10 0.18 -0.31 -0.21 0.0 0.0 1.03
2 041 060 0.11 0.17 -032 -022 0.0 0.0 1.03
3 020 041 0.05 0.10 -040 -032 0.0 0.0 0.99
4 039 060 009 020 -029 -023 0.0 0.0 1.03

M 021 043 0.05 009 -041 -030 0.0 0.0 0.98

B. Simulation Outputs: Result Profiles

The simulation outputs to consider when the target applica-
tion is a cost-benefit analysis are the following discrete time-
dependent profiles:

e Px: active power exchange through the MV/LV trans-
former

e ()x: reactive power exchange through the MV/LV trans-
former

Posses: total network power losses

Ppy: total active power provision from PV generators
Up: voltage at the n™ load/PV bus

with n = 1,2,..., N. The total energy losses Ej,sses are of
interest as well. The outputs have M time steps and can be
described as a matrix Y where each column represents a result
profile and each row represents a time step. Table II shows an
example of result profiles at one minute resolution.

TABLE II. EXAMPLE OF SIMULATION OUTPUTS (MATRIX Y)

t  Px Qx Piosses Ppv Ui Un

[min] [kW] [kvar] [kW] [kW] [p.u.] [p.u.]

1 047 028 001 052 099 ... 1.00 ...
2 048 028 001 054 098 ... 099 ...
3 -008 015 003 072 095 ... 094 ...
4 049 029 0.02 052 098 ... 099 ...
M -0.04 0.14 003 071 094 ... 095 ...

C. Power Flow Calculation

The solution to the power flow equations of a network is
denoted by a (multivariate) function f,; of a given time step
in the simulation inputs. If x,,, is the m™ time step (row) in
the input matrix X, then the m™ time step (row) in the output
matrix Y is given by

Ym = fpr(Xm). (D
Thus, a quasi-static time-series simulation consists in calculat-
ing y,, from (1) form=1,2,... M.
III. SHORTENING METHODS

A block diagram of a shortened quasi-static time-series
simulation is shown in Fig. 2. The main aspects of this diagram
are detailed in this section.

reduction

Input profiles Grid

(M time steps) model
Profil Reduced Power flow
rolr'e profiles > calculation

(k time steps) (for k£ time steps)

Profile
. <
reconstruction

Reduced
Block diagram of a shortened quasi-static time-series simulation.

Reconstructed
result profiles
(M time steps)

result profiles
(k time steps)

Figure. 2.
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A. Profile Reduction

1) Downsampling: Downsampling a profile consists in
reducing its time resolution. If the original resolution is not
a whole divisor of the new resolution, this procedure requires
interpolation. To keep the execution time short, linear inter-
polation has been chosen. Downsampling, for example, the
profiles from Table I to two minute resolution is equivalent to
selecting the time steps at ¢t = 1, 3,5, ..., minutes. Interpola-
tion is not required in this case.

2) Vector Quantization: Applying vector quantization to
the input profiles means partitioning the input matrix X into
disjoint sets of similar time steps and mapping each set to
a representative time time step. The classic algorithm for
vector quantization is k-means [10]. A modified version of k-
means called k-means++ has been chosen as it produces better
partitions [11]. With k-means++ X can be partitioned into &
sets of similar time steps, also called clusters. A value for k
must be given. The similarity between time steps is established
through Euclidean distance. The algorithm maps the i cluster
to its centroid, denoted by c;, with¢ = 1,2, ..., k. Each cluster
centroid is calculated as the average of all the time steps in
the cluster. For convenience, a vector 1 of labels that indicate
to which cluster each time step in X belongs is defined.

Table III shows an example of the mapping of clusters
to centroids and the structure of vector 1. In this example,
similar time steps can be recognized by simple inspection. In
a good partition each centroid represents each time step in its
corresponding cluster well, so power flows calculations for M
time steps are no longer required, but only for k centroids.

B. Profile Pre-processing for Vector Quantization

1) Standardization: There is empirical evidence of the
benefits of standardizing data before applying clustering al-
gorithms based on Euclidean distance when the variables lay
on different scales (e.g., Pr,,, between 100 W and 1kW, Ugqcr
in the vicinity of 1p.u.). In this paper the standardization is
achieved dividing each profile by its standard deviation [12].

2) Dimensionality Reduction: The execution time of k-
means++ is influenced by the dimensionality of the data [13],
defined in this case by the number of profiles in X. If a
set of profiles is highly correlated with one another, it is
sufficient to use only one of them when searching for similar

TABLE III. EXAMPLE OF VECTOR QUANTIZATION

Pr, Pr, QL, Qr, Pprv; Prv, Usiack
" [kW] [kW] [kvar] [kvar] [kW] [kW] [p.u.]
< x; 040 058 0.10 0.18 -031 -0.21 1.03
< xo 041 060 0.11 0.17 -032 -0.22 1.03
-<—
<

x3 020 041 005 0.10 -040 -032 099
x4 039 0.60 0.09 020 -029 -023 1.03

< xp 021 043 005 0.09 -041 -030 098

Pr, PL, QrL, QrL, Ppv, Ppvy, Usiack
[kW] [kW] [kvar] [kvar] [kW] [kW] [p.u.]
040 0.59 0.10 0.18 -0.31 -0.22 1.03
0.21 042 005 0.10 -041 -031 0.99

cp 032 033 002 0.05 -021 -043 0098

time steps. The profiles used in this paper consider constant
power factor loads and generators, which produce completely
correlated active and reactive power profiles, and PV profiles
from reduced geographical areas, which are highly correlated
(see Section IV-AS5). This property can thus be exploited
for reducing the dimensionality of X, so k-means++ can be
applied to a profile subset composed of the active power load
profiles, one active power PV profile and the slack voltage
profile, reducing the dimensionality from 4N + 1 to N + 2.

C. Result Reconstruction

1) From Downsampled Profiles: If, for example, the input
profiles from Table I downsampled to two minute resolu-
tion are used to calculate the time-series power flow, the
results will only consist of {f,;(x1),f,r(x3),fpr(x5),...} =
{¥1,¥3,¥5,-.-}- To obtain the remaining time steps, that
is {y2,y4,¥6,-..}, interpolation is required. To keep the
execution time short, linear interpolations has been chosen.

2) From Vector-Quantized Profiles: Once the power flow
of each centroid has been calculated, result profiles with £ time
steps are obtained. To transform these profiles into profiles with
M time steps, the k time steps need to be reordered according
to the labels in vector 1. An example of the reconstruction
process is shown in Table IV.

IV. CASE STUDIES

In order to evaluate and compare the considered shortening
alternatives, a set of case studies using a benchmark network
is developed.

A. Simulation Assumptions

1) Shortening Methods: Shortening through downsampling
and vector quantization is tested.

2) Distribution Grid: The “Kerber Dorfnetz”, designed to
represent a German rural grid [14], is considered . Its one-line
diagram is shown in Fig. 3.

3) PV Penetration: The low PV penetration scenario con-
siders 7x5kW,, 15x10kW, and 2x30kW, PV genera-
tors. The high PV penetration scenario considers 13x5kWp,
26x10kW,, and 3x30kW, PV generators. All generators are
specified by their nominal power. The generators are randomly

TABLE IV. EXAMPLE OF RESULT RECONSTRUCTION

o Pr, Pr, QL, QL, Prv; Prv, Usiack
! [kW] [kW] [kvar] [kvar] [kW] [kW] [p.u.]
4,7 C 040 059 0.10 0.18 -031 -0.22 1.03

——c2 021 042 005 0.10 -041 -031 099
[ . . . . . .

]
H'."r S
\‘\'l'.‘, cr 032 033
\‘\ \lllll —
| Px Qx Piosses Ppv Ui

n kW] [kvar] [kW] [kW] [pu]
1 048 028 001 053 098 ...
048 028 001 053 098 ...
006 0.15 003 072 095 ...

0.48 0.28 0.01 0.53 098 ...

0.02 0.05 -021 -043 0098

w N e

Xr

NN

N

2 > fyp(c2) ®mym 006 0.15 0.03 072 095 ...
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Figure. 3.  One-line diagram of the Kerber rural network.

assigned to the 57 possible PV connection points that are
shown in Fig. 3.

4) Voltage Control: The Q(U)/P70% voltage control
strategy is a distributed strategy that uses the reactive power
provision capabilities of some PV inverters. Reactive power
is provided once the voltage at the PV bus reaches a lower
threshold, and increases until said voltage reaches an upper
threshold. If the voltage continues to increase after this point,
the reactive power provision remains constant. This strategy
limits the active power provision to 70% of the peak power of
the PV module [15].

5) Input Profiles: The load profiles are generated using the
methodology introduced in [16] and have a constant power
factor of 0.98. An irradiation profile measured in Munich,
Germany, is scaled to match the order of magnitude of the
rated power of each PV module [17]. The slack voltage profile
is obtained from the yearly simulations of MV grids carried
out in [7]. The time resolution of all profiles is one minute.

6) Number of Time Steps After Profile Reduction: The
number of time steps in the reduced profiles (k) must be spec-
ified. This number affects simulation accuracy and duration.
Given the nonlinearity of the power flow equations, relating
k and result accuracy is challenging, especially in the case of
vector quantization [18]. This relationship is thus investigated
experimentally running every simulation for different values
of k.

7) Computer and Software Specifications: The simulations
are run on a computer cluster. Each node has two Intel Xeon
CPUs (8 cores at 2.60GHz), 126 GB of working memory
shared between all cores, and runs Scientific Linux 2.6.32 (64
bits). All simulations are run on the same node, sixteen in
parallel. The Pypower power flow solver, a Python port of
Matpower [19], is used.

B. Cases

The cases defined in Table V are investigated under the
conditions described in Section IV-A. Each case study consists
of a quasi-static time-series simulation (reference simulation)
and a set of shortened simulations using different values of k.
Cases 1 and 2 consider yearly simulations, but their shortened
versions are broken down into twelve monthly simulations.
Since the execution time of vector quantization also depends
on the number of time steps in each profile [13], this prevents

TABLE V. SUMMARY OF CASE STUDIES

Case Method PV penetration Voltage control Month
1 Downsampling Low No control January to December
2 Vector quantization Low No control January to December
3 Downsampling High No control June
4 Vector quantization High No control June
5 Downsampling Low QU)/P70% June
6 Vector quantization Low Q(U)/P70% June

an execution time escalation and allows a seasonal analysis.
The remaining simulations consider only the month of June,
as it has the highest PV feed-in.

V. RESULTS

This section presents only a selection of results, however,
their analysis is valid for all the results specified in Section
II-B. Result accuracy is measured by the coefficient of deter-
mination (R?) and the RMS error (RMSE). Accurate results
have an R? close to one and a low RMSE. The RMSE is more
sensitive to large deviations and can increase steeply even if
the duration of the deviations is short and the profiles under
comparison have similar overall shapes [20], therefore the R?
is also calculated.

A. Influence of Seasonal Profile Variations

Fig. 4 and 5 indicate that result accuracy depends on
seasonal profile characteristics. Regardless of the shortening
method, the most accurate months are December and January,
both winter months, while the least accurate months are June
and July, both summer months. Seasonal variations are present
in the load, PV and slack voltage profiles, thus, the accuracy
variations cannot be attributed in this case to a single factor.

B. Influence of PV Penetration Level

Fig. 6 shows that result accuracy changes between PV
penetration scenarios. This result, together with the yearly
simulation from Fig. 5, show that the accuracy is affected by
the level of PV feed-in, however, comparing only two scenarios
it is not possible to establish with generality in what way the
PV penetration level affects the accuracy of the results.

C. Influence of Voltage Control

The accuracy comparison of simulations with and without
voltage control shown in Fig. 6 reveals that the results with
voltage control are always more accurate by a small margin.

= Jan *—*Mar *—xMay Jul  —<Sep Nov
1.00 . Feb =~ Apr Jun 5, Aug w7 Oct - Dec
0.98
0.96 =
o 094 <
= 09270 cg
0.90 ~
0.88
08 L+ oL v v T
5 10152025 3035404550 5 101520253035404550
Time steps after profile reduction & (%)
Figure. 4. Accuracy comparison of Px profiles for every month in a year.

Data reduced through downsampling (case 1). Value of k in percentage of M.
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Figure. 5. Accuracy comparison of Px profiles for every month in a year.

Data reduced through vector quantization (case 2). Value of k in percentage
of M.

An explanation can be found in Fig. 7, which shows a section
of reference and reconstructed profiles, without voltage control
(left) and with voltage control (right) from cases 2 and 6.
Following the dashed line at U = 1.04 p.u. it is apparent that
the most difficult section to reconstruct are the fast-occurring
peaks between approximately 13:30 and 15:00 hours. Shorten-
ing simulations through vector quantization implies calculating
power flows of averaged time steps, which eliminates fast
profile variations and clips peaks. A similar clipping effect is
found due to the interpolation required for result reconstruction
from downsampled data. Fig. 7 shows how voltage control
reduces the highest peaks, allowing the reconstructed profile
to get closer to the reference profile.

Fig. 8 shows that, with and without voltage control, the
execution time of the shortened simulations is similar even
though the reference simulations differ in about 8 minutes. As
an example, using vector quantization the time savings with
voltage control for k = 20% of M are of about 52% while
40% savings are registered without voltage control.

D. Vector Quantization versus Downsampling

According to Fig. 4, 5 and 6, vector quantization sub-
stantially outperforms downsampling in terms of accuracy.
However, considering the execution time shown in Fig. 8
and the accuracy shown in Fig. 6, without voltage control
downsampling yields an accuracy of R? = 0.97 in 17 minutes
(k = 50% of M) while vector quantization requires 20 minutes
to reach the same accuracy (k = 25% of M). Despite the
slight superiority of downsampling in terms of execution time
in this specific case, vector quantization requires much less
data to reach the same accuracy. This is beneficial in terms

= Downsampling, low PV =— Vector Quant., high PV
~— Vector Quant. low PV «— Downsampling, low PV, Q(U)/P70%
= Downsampling, high PV «—— Vector Quant., low PV, Q(U)/P70%

1.00 800 —
0.95 700 1
~ 600 | ]
0.90 £ 500
% 085 2 43188
0.80
2 200
0.70

L ol v T
5 1015202530354045 50 5 101520253035404550
Time steps after profile reduction & (%)

Figure. 6. Accuracy comparison of Pj,sses profiles from simulations of the
month of June (cases 1 to 6). Value of k in percentage of M.

— Reference —— Vector-quantized, k = 20% of M

0.96 . . . . . .
12:00 13:30 15:00 16:30 18:00 12:00 13:30 15:00 16:30 18:00

time (hh:mm)
Figure. 7. Comparison of Usz profiles from reference and vector quantized

simulations on June 22" without voltage control (left) and with voltage control
(right) in the low PV penetration scenario (cases 2 and 6).

of data handling and when more than one simulation needs
to be run using the same input profiles, for example, for
comparing different voltage control strategies. Fig. 9 shows the
time savings achieved when more than one simulation is run
with the same input profiles with a Pj,sscs target accuracy of
R? = 0.97, and the reduction process is run only once. Vector
quantization yields higher time savings than downsampling if
at least two simulations without voltage control are run. If
five simulations are run, the time savings rapidly increase to
65% with vector quantization while with downsampling they
remain at 44%. The benefits are larger with voltage control.
According to Fig. 9, five simulations yield savings of 70% for
vector quantization and of 43% for downsampling. It should be
noted that with voltage control, vector quantization yields the
highest time savings regardless of the number of simulations.

E. Accuracy of Energy Losses

The energy losses (Ejsses), calculated as the area under the
Pyosses profile, are estimated with very high accuracy with both
methods and under every tested condition. Even with k& = 5%
of M, Ej,sses can be estimated with an error lower than 0.7%.
The error quickly drops below 0.2% for k = 25% of M.

F. Choosing the Number of Time Steps After Profile Reduction

The accuracy curves shown in Fig. 5 and 6 have an elbow
located before k = 20% of M. This elbow represents the
best possible trade-off between accuracy and execution time
reduction, nevertheless, its location cannot be generalized from
these results, and a computationally inexpensive method for
finding it needs to be developed.

— Downsampling, no contol —— Downsampling, Q(U)/P70%

~—= Vector Quant., Q(U)/P70%
40 —

«— Vector Quant., no contol
40

Total (min)

Profile reduction (min)
[\*)
S

0 L L L L L L L L L L L L L L L L
5 101520 25 30 35 40 45 50 5 101520 25 30 35 40 45 50
Time steps after profile reduction & (%)
Figure. 8. Comparison of the execution time of simulations with low PV
penetration, month of June (cases 1, 2, 5 and 6). The data reduction time of

downsampling is negligible. Dashed lines represent the execution time of the
reference simulations at 1 min. resolution. Value of k in percentage of M.
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Figure. 9.  Execution time savings running multiple simulations with the

same input profiles in the low PV penetration scenario for a Pj,sses target
accuracy of R? = 0.97 (cases 1, 2, 5 and 6). For downsampling & = 50%
of M and for vector quantization k = 25% of M.

VI. CONCLUSION

In this paper, the feasibility of shortening the execution
time of quasi-static time-series simulations through downsam-
pling and vector quantization of input profiles is studied in
terms of result accuracy and execution time savings. The
results show that the accuracy of shortened simulations is
affected by the level of PV feed-in. The use of Q(U)/P70%
voltage control has a positive albeit marginal effect on result
accuracy. The highest time savings and accurate results can be
achieved thorough downsampling only when one simulation
without voltage control is run and the input profiles are not
drastically reduced. Accurate results and time savings, as well
as a considerable profile reduction, can be obtained through
vector quantization under every tested condition. For a total
power losses profile with an accuracy of R? = 0.97, the
smallest time saving registered with vector quantization is
of 34%. At constant accuracy, the time savings with vector
quantization increase if either voltage control is used or if
more than one simulation is run using the same input profiles,
as in both cases the time proportion spent on profile reduction
decreases. With voltage control, time savings reach 70% if five
simulations are run for a total power losses profile with an
accuracy of R? = 0.97. Total energy losses can be estimated
with errors in the order of 0.2% or lower. The results suggests
that vector quantization can be particularly useful for cost-
benefit analyses that compare scenarios with variations in
the network model but use the same input profiles. Such is
the case of cost-benefit analyses of different voltage control
strategies. The main drawback of this method is its inaccuracy
for reproducing peak values in the results profiles. This makes
the method unsuitable, for example, for detection of voltage
violations.

Future work should establish the generality of the results
for other networks and other voltage control strategies. A
clear relationship between result accuracy and PV feed-in
must be determined. A computationally inexpensive procedure
for choosing the level of profile reduction that guarantees
the desired trade-off between time savings and result accu-
racy needs to be developed. Investigating improvements that
allow accurate reconstruction of profile peaks would make
the method suitable for more diverse applications. A possible
research path is developing a criterion for selecting a time step
from each cluster instead of calculating power flows of cluster
centroids.
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Kurzfassung—Die Herausforderungen in der Energieversorgung,
wie die Zunahme dezentraler Energieumwandlungsanlagen und
flexiblere Lasten, erfordern eine Beriicksichtigung bei der
Planung und Optimierung von Verteilnetzen. Fiir eine effiziente
Bewertung der Verteilnetze sind daher Anpassungen der
Planungsverfahren notwendig. Eine Maglichkeit stellt die
agentenbasierte Simulation der Verteilnetze mit den dort
vorhandenen Netzteilnehmern dar. Jeder Netzteilnehmer wird in
Form eines einzelnen Agenten abgebildet und das
Zusammenwirken aller Agenten bildet ein Multiagentensystem.
In diesem Beitrag wird zur Ergéinzung einer bereits vorhandenen
Simulationsumgebung ein Agent zur Modellierung von
Wirmepumpen entwickelt. Abschlielend erfolgt eine Simulation,
in der die Auswirkungen von Wirmepumpen auf ein
exemplarisches Niederspannungsnetz dargestellt werden.

Keywords: Verteilnetzplanung; Multiagentensystem;
Wirmepumpe;

L EINLEITUNG

Seit mittlerweile tiber 40 Jahren spielt die Warmepumpe
eine variierende Rolle in der Heizungstechnik. Die ersten
Anlagen konnten nicht durch ihre Effizienz liberzeugen, sodass
der erste Wiarmepumpen-Boom ein schnelles Ende fand.
Aufgrund von neuen gesetzlichen Rahmenbedingungen,
welche die Nutzung regenerativer Energien empfehlen, erfahrt
der Wiarmepumpenmarkt seit ca. zehn Jahren ein starkes
Wachstum [1]. Durch die hohe Anlagenleistung haben
Wiérmepumpenanlagen einen signifikanten Einfluss auf die
Belastung der Niederspannungsnetze. Insbesondere in
Neubaugebieten, in denen viele Hauser die
Wiérmepumpentechnologie  nutzen  kdnnten, ist eine
Beriicksichtung im Netzplanungsprozess sinnvoll.

Dieser Wandel in der Wirmeenergieversorgung, der
steigende Anteil von Elektromobilitit und die starke Zunahme
an dezentralen Einspeisern stellen fiir die Verteilnetzbetreiber
eine Herausforderung  bei der  Bewertung der
Leistungsfahigkeit der Netze dar. Mit den
Standardplanungsverfahren kann das Verhalten flexiblerer und
intelligenter Lasten, wie beispielsweise Wérmepumpen, sowie
deren Interdependenzen von Umwelteinfliissen  nicht
angemessen beriicksichtigt werden. Dort wird lediglich zu

Spitzenlastzeiten eine pauschalisierte Annahme {iiber die zu
erwartende elektrische Last getroffen. Deshalb ist es von
grofler Bedeutung, eine mdglichst genaue Prognose der
bevorstehenden Netzbelastung abgeben zu konnen, um so den
Netzausbau zu optimieren. Somit werden neue Verfahren zur
Planung von Verteilnetzen bendtigt. Eine Moglichkeit stellt die
agentenbasierte Modellierung dar.

In diesem Beitrag wird eine bestehende
Simulationsumgebung auf Basis eines Multiagentensystems
erweitert. Mit dem Multiagentensystem ist es moglich, die
Einflisse jeglicher Netzteilnehmer auf ein Verteilnetz zu
modellieren und dabei auch deren Interaktionen zu
beriicksichtigen. Das Ergebnis der Simulationsumgebung sind
Zeitreihen, mit denen eine detailliertere Kenntnis tber die im
analysierten Netzgebiet auftretenden Belastungen ermoglicht
wird. Die Eigenschaft der Modularitat von
Multiagentensystemen ermdglicht die einfache Ergénzung der
Simulationsumgebung mit weiteren Netzteilnehmern. Im
Folgenden wird die Entwicklung eines Agenten, der das
Verhalten einer Wéarmepumpe abbildet, beschrieben. Dazu
werden zunéchst die Grundlagen der
Wiérmepumpentechnologie erarbeitet, worauthin in Abschnitt
III auf die agentenbasierte Modellierung von Wéarmepumpen in
der Simulationsumgebung eingegangen wird. AbschlieBend
wird in einem exemplarischen Niederspannungsnetz ein
Szenariorahmen mit unterschiedlichen
Durchdringungsszenarien von Wérmepumpen definiert und
deren Einfluss auf die Netzbelastung mit Hilfe der entwickelten
Simulationsumgebung analysiert.

II.  GRUNDLAGEN DER WARMEPUMPENTECHNOLOGIE

Eine Warmepumpe (WP) ist ein Gerét, das einer definierten
Quelle Wiarme entzieht und diese Wéarme an anderer Stelle
wieder abgibt. Dabei wird die Wirme eines tieferen
Temperaturniveaus auf ein hoheres Temperaturniveau
gewandelt. Fiir diesen Transfer von thermischer Energie wird
elektrische Energie fiir den Betrieb eines Pumpsystems
bendétigt. Im Folgenden werden auf Basis von [2] und [3] die
Grundlagen der Warmepumpentechnologie vorgestellt.
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A. Aufbau und Funktionsweise

Der grundlegende Aufbau einer WP mit dem
dazugehorigen Energietransfer ist in Abbildung 1 dargestellt.
Eine WP besteht grundsitzlich aus vier wesentlichen
Komponenten, einem Verdampfer fiir die Entnahme der
thermischen Energie der Wérmequelle, einem elektrisch
angetriebenen Verdichter, einem Kondensator fiir die Abgabe
der thermischen Energie und einem Expansionsventil. Der
thermische Prozess wird als Carnot-Kreisprozess bezeichnet.
Die wichtigste Voraussetzung fiir den Betrieb einer WP ist eine
geeignete Wiarmequelle. Als Wiarmequelle kommen zum
Beispiel Grundwasser, Erdwérme oder auch Umgebungsluft in
Frage. Der Energietransferpfeil in der Mitte der Abbildung
verdeutlicht die Herkunft der thermischen Energie auf der
Ausgangsseite. Bei der Beheizung eines Gebdudes mit einer
WP werden bis zu 80 % der Energie aus der Umwelt bezogen.
Die Effizienz der Anlage ist dabei von vielen Faktoren

abhingig.
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Abbildung 1 Funktionsschema der Warmepumpe nach [3]
Fiir die folgende Beschreibung wird die
Eingangstemperatur als T, definiert. Dies ist die Temperatur
die von der Wirmequelle zur Verfiigung gestellt wird.
Nachfolgend wird als Wérmequelle das Grundwasser
betrachtet. Der gesamte Kreislauf wird von einem Kéltemittel
durchstromt, das an den verschiedenen Stationen seinen
Aggregatzustand dndert und somit die Funktion der WP
ermdglicht. Dieses Kiltemittel ist ein speziell fiir den Einsatz
in Warmepumpen entwickeltes Fluid. Ausgangspunkt des
Kreisprozesses ist die Warmequelle. Das Grundwasser fliefit in
den Verdampfer und gibt dort Warme ab. Aufgrund der
Wirmeabgabe andert sich der Aggregatzustand des
Kaltemittels von fliissig zu gasformig. Das Grundwasser kiihlt
sich um die Temperaturdifferenz der Eingangsseite T,z ab und
wird wieder dem Erdreich zugefiihrt. Das entstandene Gas wird
dann von dem Verdichter angesaugt und verdichtet. Bei dieser
Verdichtung wird der Druck um ein vielfaches erhoht, dadurch
findet ein Temperaturanstieg des Gases statt. Gleichzeitig
pumpt der Verdichter das Kéltemittel durch das Rohrsystem
weiter zum Kondensator. Hier wird Wérme an einen
Heizkreislauf abgegeben und kann somit zum Beispiel fiir eine
FuBbodenheizung verwendet werden. Im Kondensator findet
eine weitere Aggregatzustandsidnderung statt, das Kaltemittel
geht vom gasformigen in den fliissigen Zustand iiber. Die

Temperatur des Kéltemittels sinkt um die Temperaturdifferenz
Tya der Ausgangsseite. Uber ein Expansionsventil expandiert
das Kaéltemittel und flieBt zuriick zum Verdampfer. Dieses
Ventil ist von groer Bedeutung, da es einerseits den Druck
reduziert und somit eine Abkiihlung des Kéltemittels bewirkt
und andererseits den hohen vom Verdichter erzeugten Druck
auf der Kondensatorseite aufrechterhlt.

B. Wirmepumpensysteme

Es gibt verschiedene Arten von Warmepumpen, die nach
Art ihrer Wérmequelle kategorisiert werden. Je nach
Wirmequelle ergibt sich ein anderer Wirkungsgrad 7, der auch
Leistungszahl (COP) genannt wird. Zur Analyse der Effizienz
wird hdufig auch die Jahresarbeitszahl (JAZ) herangezogen. In
der JAZ wird die gesamte Warmepumpenanlage beriicksichtigt
und es werden die Betriebsdaten eines gesamten Jahres
ausgewertet. Sie gibt das Verhdltnis zwischen der benétigten
elektrischen Leistung und der Heizleistung an.

Als erdgekoppelte Warmepumpensysteme werden Anlagen
bezeichnet, die ihre Warme aus dem Erdreich beziehen. Bei der
ErschlieBung der Warmequelle kommen im Wesentlichen zwei
unterschiedliche Moglichkeiten in Frage. Zum einen die
Nutzung eines Brunnensystems und zum anderen die direkte
Nutzung von Erdwérme. Eine Anlage mit der Wirmequelle
Grundwasser, wird als  Wasser-Wasser-Wéarmepumpe
bezeichnet. Es handelt sich dabei um eine hydrothermale
Energiegewinnung. Diese Art der Warmepumpenanlage hat
den hochsten Wirkungsgrad 1 . Zur ErschlieBung der
Wiérmequelle wird ein Brunnensystem bendtigt, das aus einem
Entnahme und einem Schluckbrunnen besteht.

Die Wiarmepumpensysteme, welche direkt die Erdwirme

nutzen, werden als  Sole-Wasser-Warmepumpenanlage
bezeichnet. Diese Art der Energienutzung wird als
geothermische Energiegewinnung klassifiziert. Die

Realisierung geschieht iiber einen geschlossenen Fluidkreislauf
in der Erde. Dabei wird als Warmetragerfluid haufig ein als
Sole  bezeichnetes = Wasser-Glykol-Gemisch  verwendet,
wodurch ein Einfrieren im Verdampfer der WP verhindert
wird. Die ErschlieBung dieser Wéarmequelle kann entweder
mittels Erdsonden oder mithilfe von Erdkollektoren geschehen.
Als Erdsonde wird ein Rohrsystem bezeichnet, das nahezu
senkrecht in die Erde eingelassen wird. Als Erdkollektoren
werden horizontal in die Erde verlegte Rohre bezeichnet.

Neben den zwei Zuvor beschriebenen
Wirmepumpenkonzepten, die ihre Wirme aus dem
Grundwasser oder dem Erdreich beziehen, wird héufig auch
die AuBlenluft als Warmequelle genutzt. Bei der Erschlieung
der Wirmequelle werden nur geringe Kosten verursacht, da
lediglich groBe Luftkandle zur Verfiigung gestellt werden
miissen. Es handelt sich hier um eine aerothermische
Energiegewinnung. Ein Negativpunkt bei den Luft-Wasser-
Wiérmepumpenanlagen besteht darin, dass sie im Winter, also
in der Kernheizperiode, die geringste thermische
Transferleistung haben. Mit sinkender Aufentemperatur
nehmen sowohl Leistung als auch der Wirkungsgrad n ab, da
der zu tiberwindende Temperaturhub Tz, immer grofer wird.
Somit ist hdufig sogar eine Zusatzheizung erforderlich, um den
benétigten Wéarmebedarf decken zu konnen, wodurch der
gesamte Wirkungsgrad weiter reduziert wird. In der
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Ubergangszeit hingegen wird oft ein hoherer Wirkungsgrad im
Vergleich zu Sole-Wasser-Wéarmepumpenanlagen erzielt.
Welches System sich fiir ein Gebdude am besten eignet, ergibt
sich zum einen aus den geographischen Gegebenheiten des
Grundstiicks und zum anderen aus dem benétigten
Heizwirmebedarf.

III.  AGENTENBASIERTE MODELLIERUNG VON
WARMEPUMPEN

Im Rahmen dieses Beitrags wird ein Agent entwickelt, der
das Verhalten von Warmepumpenanlagen nachbildet und somit
die Moglichkeit bietet, ihr Lastverhalten aus Sicht des
Verteilnetzbetreibers analysieren zu kénnen. Dieser Agent soll
eine bereits vorhandene Simulationsumgebung [6] auf Basis
eines  Multiagentensystems erweitern. Mit  dieser
Simulationsumgebung werden Zeitreihen generiert, die die
Analyse der Auswirkungen unterschiedlicher Netzteilnehmer
in realen Verteilnetzstrukturen ermdglichen. Zunichst wird das
vorhandene Multiagentensystem (MAS) kurz beschrieben, um
daraufthin die Integration des Wairmepumpenagenten zu

erldutern. Im  Anschluss  wird der  entwickelte
Wiérmepumpenagent  vorgestellt, und anhand  seines
Funktionsdiagramms auf die Details der Umsetzung
eingegangen.

A. Das bestehende System

Das vorhandene MAS enthilt bereits die Agenten, die fiir
die Netzmodellierung von wesentlicher Bedeutung sind. Neben
den Agenten fir Lasten und dezentrale
Energieumwandlungsanlagen, = wie  Photovoltaik-  oder
Windenergieanlagen, werden dabei auch UmweltgroBen, die,
wie das Wetter oder der Marktpreis, nicht unmittelbar
beeinflusst werden konnen, iiber Agenten den Netzteilnehmern
zur Verfiigung gestellt. Im Netzagenten, in dem eine komplexe
Leistungsflussberechnung stattfindet, werden die aus dem
komplexen Zusammenspiel der Netzteilnehmer resultierenden
Knotenspannungen und Netzbelastungen berechnet. Um den
Detailgrad der Modellierung zu steigern, sind bereits weitere
Agenten entworfen worden, die neuartige Netzteilnehmer, wie
Batteriespeichersysteme oder Elektrofahrzeuge mit
individuellen Zielfunktionen und Verhaltensweisen
beriicksichtigen konnen.

B. Der Wdarmepumpenagent

Das Ziel des Warmepumpenagenten ist es, das Verhalten
einer real existierenden Warmepumpenanlage moglichst genau
abzubilden, um den daraus resultierenden Einfluss auf die
Netzbelastung realistisch nachzubilden. Der
Wiérmepumpenagent modelliert unter Berticksichtigung von
lokalen Rahmenbedingungen wie Gebdudeeigenschaften und
der AuBentemperatur das zu erwartende Heizverhalten der
einzelnen Anschlussnehmer. Somit kann eine relativ genaue
Prognose des zu erwartenden elektrischen Leistungsbedarfs
getroffen werden.

1) Definition der Ein- und Ausgangsgrofien

Jede WP erhdlt ihren eigenen Agenten, wodurch es
ermoglicht wird, anlagenspezifische Daten zu verarbeiten.
Damit der Warmepumpenagent mit den anderen bestehenden
Agenten interagieren kann, miissen die relevanten Ein- und

Ausgangsparameter des Agenten definiert werden. In
Abbildung 2 wird die Integration des Warmepumpenagenten in
das bestechende MAS sowie die verwendeten Parameter
graphisch aufgezeigt und im Folgenden erldutert. Der
Wiérmepumpenagent bezieht wihrend der einmaligen
Initialisierungsphase aus der Setup-Datenbank wichtige
statische Informationen fiir seine Berechnungen, die sich
wihrend der Simulation nicht dndern. Da die Wirkungsweise
einer WP im Wesentlichen von statischen gebdudespezifischen
Daten abhéngig ist, werden diese in der Datenbank hinterlegt.
Diese Gebdudedaten enthalten die geographischen Lage des
Anschlusspunkts in Form des Léngengrades A und des
Breitengrades ¢, sowie die Transmissionswarmeverluste Hyp
und die wirksame Warmespeicherfahigkeit E, ;. des
Modellgebdudes. Auch die Kenndaten der Warmepumpen ,also
die Heizleistung Py , die Wirkleistung P,y und der

Leistungsfaktor cos¢ werden mit den Gebdudedaten
iibergeben.
S N
etup ’ P, (1) Ergebnis
Datenbank | £t \ Hr Datenbank
Pen 0. (1)
cos (w) wirk

Wirmepumpenagent

P.(1)
Q(’ (t)

Tu(p. A1)

t

Agentenumgebung @

Integration des Warmepumpenagenten nach [7]

Abbildung 2

Damit der Agent seine Berechnungen starten kann, benétigt
er noch dynamische Parameter. Diese bezieht er von den
anderen Akteuren des MAS. Dabei handelt es sich um den

aktuellen Zeitschritts t (Zeitagent) und die aktuelle
Auflentemperatur T, (Wetteragent) in Abhéngigkeit der
geographischen Lage des Anschlussknotens. Sind die

Parameter iibergeben und alle Berechnungen abgeschlossen,
teilt der Wéarmepumpenagent seine Ergebnisse fiir die
Wirkleistung P, (t) und die Blindleistung Q. (t) dem
Knotenagenten mit. AnschlieBend speichert er diese in einer
Ergebnisdatenbank ab, damit sie zu einem spéteren Zeitpunkt
analysiert werden konnen. Diese Prozesse werden zyklisch
durchgefiihrt und sind durch graue Pfeile gekennzeichnet.

2) Ablaufinnerhalb des Agenten

Anhand des in

Abbildung 3 gezeigten Funktionsdiagramms wird der
Ablauf des Wirmepumpenagenten wihrend der Simulation
nachfolgend ndher erldutert. In der Initialisierungsphase erhalt
der Warmepumpenagent die fiir seine Berechnungen relevanten
statischen Informationen (s.0.). Weiterhin wird flir den
Initialisierungszeitschritt die Innentemperatur T; des Gebdudes
zufillig generiert und erhélt einen Startwert zwischen 18 °C
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und 22°C, im weiteren Verlauf der Simulation ist die
Innentemperatur aus dem vorherigen Zeitschritt bekannt.

( Start/Initialisierung)

nein
\ 4
‘ Wairmeverluste berechnen ‘

v

‘ Heizungsregelung ‘

v
-

‘ Energiebilanz berechnen

Abbildung 3

Funktionsdiagramm des Warmepumpenagenten

Um eine mdglichst realititsnahe Abbildung des
Wiérmepumpenverhaltens zu erreichen, wurden fiir die
Modellierung verschiedene Modellgebdude definiert. Die
Modellgebaude wurden anhand verschiedener
Energieverordnungen erstellt und dienen der Abbildung von
Bestandsgebduden in denen Warmepumpenanlagen installiert
sind. Insgesamt gibt es drei Modellgebdude, ein KfW
Effizienzhaus 85, ein Neubau nach EnEV 2009 und ein
Mehrfamilienhaus nach der Wérmeschutzverordnung 1995.

Die  Modellgebdude erfiillen somit unterschiedliche
Energieeffizienzstandards, worin auch das wesentliche
Unterscheidungsmerkmal liegt.

Nach der Initialisierungsphase beginnt der

Wiérmepumpenagent mit einem zyklischen Verhalten, das sich
in verschiedene Teilschritte aufteilt. Zundchst erhdlt der
Wiérmepumpenagent den aktuellen Zeitschritt t vom
Zeitagenten, wodurch die Berechnungen fiir diesen Zeitschritt
gestartet werden. Am Ende des Simulationszeitraums wird der
Agent beendet.

Damit die Waiarmeverluste des betrachteten Gebédudes

ermittelt werden koénnen, wird zunéchst eine
Temperaturdifferenz AT berechnet:
AT () =Ti () - To (0 O]

Dieses AT ist notwendig, um die Wirmeverluste in
Abhéngigkeit der Temperatur bestimmen zu konnen. Ein
Grofiteil der Wirme eines Gebdudes geht Ttber die
Transmissionsverluste verloren. Die Liiftungs- und die
Infiltrationsverluste werden bei der Berechnung nicht
beriicksichtigt. Um die Transmissionswéarmeverluste eines
Bauwerks bestimmen zZu koénnen, wird der
temperaturspezifische Transmissionswarmeverlust Hy benotigt.
Dieser kann nach [8] berechnet werden. Mit AT und Hrp
konnen dann die Transmissionswiarmeverluste O fiir den
aktuellen Zeitschritt berechnet werden.

07 (t) = Hy - AT(0) - At )

Der néchste Prozess des Programmablaufs ist die
Heizungsregelung. Hier wird bestimmt, ob das Gebdude
beheizt werden soll und somit die WP eingeschaltet wird oder
nicht. Die Regelung ist, unter Berticksichtigung gingiger
Betriebspraxis, als Zweipunktregelung realisiert und arbeitet
mithilfe der zwei zuvor definierten Temperaturgrenzen T,, und
T,.Wird die untere Grenze T,, unterschritten, schaltet sich die
WP ein und es wird dem Gebaude Wirme zugefiihrt. Sobald
die Heizungsanlage aktiviert wurde, bleibt diese flir At in
Betrieb und fithrt dem Gebdude Warme zu. Falls die obere
Temperaturgrenze T, nach einem Zeitschritt noch nicht erreicht
wurde, soll auch im néchsten Zeitschritt die WP eingeschaltet
werden. Liegt die aktuelle Innentemperatur T; zu Beginn eines
Zeitschritts iiber der unteren Grenze T, dann bleibt die WP
ausgeschaltet. Somit wird dem Gebdude keine Warmeenergie
zugefiihrt, und auch keine elektrische Leistung aus dem Netz
bezogen.

Im nidchsten Block des Funktionsdiagramms wird eine
Bilanzierung der zugefilhrten Wérmemenge 6y und der
Wiérmeverluste 65 durchgefiithrt. In  Abhéngigkeit des
Heizverhaltens ist die Energiebilanz 6, positiv oder negativ.
Bei einer positiven Energiebilanz wird die Innentemperatur T;
ansteigen und demzufolge bei einer negativen sinken.

6c(t) =6, () - 67(D) 3)

Um eine Aussage liber die Verdnderung von T; treffen zu
konnen, muss von der Energiebilanz auf eine Temperatur
geschlossen werden. Dies wird mittels der wirksamen
Wirmespeicherfahigkeit E, ;. erreicht. Sie sagt aus, wie viel
Energie benotigt wird, um das Gebdude um 1 °C zu erwérmen,
und beriicksichtigt nur den Teil der Warmekapazitit, der einen
Einfluss auf den Heizenergiebedarf hat [5]. Die
Temperaturinderung ~ wird Tp;rr bezeichnet. Die neue
Innentemperatur T; berechnet sich dann aus der Addition der
anfinglichen Innentemperatur T; und Tp;z5.

Tpif(t) = Ejf:l){ “4)
Ti(t) =T;y(t — 1) + Tpipp (L) Q)

Diese neue Innentemperatur ist wichtig fiir die
Berechnungen nachfolgender Zeitschritte und steht als interne
Speichervariable zur Verfiigung. Zum Abschluss eines
Zeitschritts werden P,(t) und Q.(t) in einer Datenbank
abgelegt und den Agenten im Simulationssystem zur
Verfligung gestellt, die Information iiber den aktuellen
Leistungsbezug benotigen.

IV. SIMULATION DES AGENTENSYSTEMS

Im Folgenden werden die Auswirkungen beim Einsatz von
Wirmepumpen auf  die Auslastung in einem
Niederspannungsnetz analysiert. Zunichst wird der entworfene
Wirmepumpenagent anhand einer Zeitreihe fiir eine einzelne
WP validiert. Daraufhin wird neben dem ausgewihlten
Beispielnetz der Szenariorahmen definiert. In den definierten
Szenarien werden die Ergebnisse der Simulationen, Zeitreihen
fiir die Belastung von Betriebsmitteln und Knotenspannungen
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analysiert. Diese Zeitreihen umfassen jeweils einen Zeitraum
von einer Woche, mit einem Zeitschrittintervall At von einer
Stunde. Mithilfe der Simulationsergebnisse sind die
Auswirkungen auf das Beispielnetz bei einem Zubau von
Wiérmepumpen mit unterschiedlichen Durchdringungsgraden
bewertbar.

A. Betrieb einer einzelnen Wdirmepumpe

Zur Validierung der Funktionalitdt des Agenten wird die
WP eines Mehrfamilienhauses gewéhlt. Es handelt sich dabei
um eine Sole-Wasser-Wirmepumpe. Die Wirkleistung P, y der
eingeschalteten WP betrdgt rund 7 kW. In Abbildung 4 ist die
Innentemperatur 7T; des Modellgebdudes (rot) und die
Zeitrdume mit eingeschalteter WP (grau) fiir einen Tag
dargestellt. Es ist zu erkennen, dass bei Unterschreitung der
unteren Temperaturgrenze T, von 19,5°C, die WP
eingeschaltet und somit die benétigte Leistung aus dem Netz
bezogen wird.

Wirmepumpe eingeschaltet Innentemperatur

7 - r 22

6 .

51 A A
E 4] A N \ T, 5
> 20
a3 T E

u

5 N \Y4 o

1 .

0 T T T T T T T — 18

0 12 18 24
Zeit [h]
Abbildung 4 Zeitreihe der Warmepumpe des Mehrfamilienhauses

Weiterhin ist zu erkennen, dass solange geheizt wird, bis
die obere Temperaturgrenze T, von 20,5 °C erreicht ist. Es ist
in manchen Zeitschritten ein Uberschwingen zu erkennen.
Diese Temperaturspitzen oberhalb von T, resultieren daraus,
dass die WP das Gebdude einen vollstindigen Zeitschritt
beheizt und nicht sofort bei Erreichen von T, abschaltet.
Dadurch kann die Temperatur T; bis > 21 °C ansteigen, und
zwar dann, wenn im vorherigen Zeitschritt nur wenige Zehntel
Grade bis zum Erreichen von T, fehlten. Die Werte von T,, und
T, konnen nach Belieben variiert werden.

Anhand dieses Beispiels wird deutlich, dass die Regelung
funktioniert und ein eingestelltes Raumklima garantiert werden
kann.

B. Szenariorahmen

Als Beispielnetz flir die nachfolgenden Simulationen wurde
ein Niederspannungsnetz aus dem Raum Miinsterland gewahlt.
Der Simulationszeitraum umfasst die erste Januarwoche des
Jahres 2011, beginnend am 1. Januar um 0 Uhr. Weiterhin wird
fir eine bessere Vergleichbarkeit der nachfolgenden
Simulationsszenarien ein Basisszenario festgelegt. Das
Basisszenario beschreibt das Netzverhalten ohne installierte
Wiarmepumpen.

In Szenario 1 wird ein typisches Neubaugebiets modelliert.
Der Wirmepumpendurchdringungsgrad liegt dort nach [4] bei
ungefdhr 30 %. Insgesamt sind 34 Warmepumpenanlagen an

das Netz angeschlossen. Die Gesamtscheinleistung aller
installierten Anlagen betrdgt ca. 85 kVA. Im Vergleich dazu
wird in Szenario2 mit einem deutlich hoheren
Durchdringungsgrad von rund 90 % simuliert. Hier sind 98
Wiérmepumpenanlagen installiert und die
Gesamtscheinleistung der Warmepumpen betragt ca. 250 kVA.

C. Vergleich der Szenarien

In Abbildung 5 ist ein Vergleich des Spannungsverlaufs der
drei Szenarien an einem Knoten dargestellt. Es handelt sich
dabei um einen Ausschnitt, in dem drei Tage abgebildet sind.
Im Vergleich zum Spannungsverlauf des Basisszenarios
(schwarz-gestrichelt) sind bei der Spannung des Szenario 1
(blau) groBere Schwankungen zu erkennen. Des Weiteren wird
in mehreren Zeitschritten die in [9] abgestimmte untere Grenze
des zuldssigen Spannungsbandes unterschritten  (rot-
gestrichelt), die eine maximale Abweichung von 4 % von der
Nennspannung gestattet. Die hdhere Durchdringung des
Beispielnetzes mit Warmepumpen in Szenario 2 (rot) verstirkt
diesen Effekt. Dort werden teilweise Abweichungen von der
Nennspannung von mehr als 6 % erreicht.
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Abbildung 5 Vergleich der Spannungen an einem Knoten

Da die auftretenden Knotenspannungen der Szenarien
mithilfe von Abbildung 5 nur schwerlich miteinander
verglichen werden konnen und einzelne Spitzen schlecht zu
erkennen sind, werden von den Zeitreihen der
Knotenspannungen in den Szenarien Dauerlinien gebildet, die
in Abbildung 6 dargestellt sind.

................ BaSlS
Szenario 1
Szenario 2

Spannung [pu]

0’92 T T T T T T T T T T T T T T
0 24 48 72 96 120 144 168
Zeit [h]
Abbildung 6 Vergleich der Spannungsdauerlinien an einem Knoten

Diese Dauerlinien eignen sich ideal fiir den Vergleich der
Spannungen und auch die Grenzwertverletzungen lassen sich
besser ablesen [6]. Weiterhin kann eine Aussage liber das
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Verhiltnis der Zeitriume mit und ohne Grenzwertverletzung
getroffen werden. In dem hier betrachteten Beispiel wird
deutlich, dass in Szenario 2 die Spannung héufiger unterhalb
der zuldssige Grenze lag, als oberhalb.

Auch bei der Dauerlinie der Trafoauslastung, welche in
Abbildung 7 dargestellt ist, ist ersichtlich, dass mit
zunchmendem Wirmepumpenzubau die Auslastung deutlich
ansteigt. Wéahrend im Basisszenario die maximale Auslastung
bei ca. 51 % lag, ist fiir Szenario 1 ein leichter Anstieg zu
erkennen, wobei das Maximum hier bei ca. 66 % liegt. In
Szenario 2 ist die Trafoauslastung im Vergleich zu den zuvor
betrachten Szenarien deutlich angestiegen und das Maximum
liegt bereits bei ca. 92 %. Die maximal zuldssige Belastung des
Transformators liegt bei 100 % der Bemessungsleistung, womit
in Szenario 2 die verbleibende Reserve sehr gering ist. Weitere
geringe Abweichungen des hier betrachteten Lastverhaltens
oder andere hinzukommende neue Lasten kdnnen somit zu
einer Uberlastung des Transformators fithren.
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Abbildung 7 Vergleich der Dauerlinien der Trafoauslastung

V. ZUSAMMENFASSUNG UND AUSBLICK

Der zunehmende Einsatz von Wirmepumpen in der
Heizungstechnik, und der damit verbundene elektrische
Leistungsbezug, erfordert ihre Beriicksichtigung in Modellen
zur  Verteilnetzplanung.  Wihrend der Einsatz  von
Wiérmepumpen abhingig von vielen Umweltfaktoren ist, die
bislang nur sehr aufwindig in der Verteilnetzplanung
berticksichtigt werden konnten, ermdglicht die Modellierung
des Verhaltens von Wirmepumpen in einem Agenten eine
detaillierte Abbildung. Neben der detaillierten Abbildung ist
die Beriicksichtigung von individuellen Anforderungen der
Netzteilnehmer ein weiterer Vorteil bei der Simulation der
Netzbelastung mit Hilfe der Simulationsumgebung auf Basis
eines Multiagentensystems. Der Wéarmepumpenagent stellt
durch die erarbeitete Modellierung den gebaudespezifischen
Bezug der Berechnungen durch die angenommenen
Modellgebaude dar. Dadurch lassen sich die erzielten
Ergebnisse mit ausreichender Genauigkeit auf vorhandene
Bestandsgebdude iibertragen. Auch die Berechnung der vom
Netz aufgenommenen Leistung tiber die Jahresarbeitszahl ist

genauer als eine Abschitzung iiber den coefficient of
performance der Warmepumpe. Dennoch ist zu beachten, dass
die verwendeten Jahresarbeitszahlen geringen jahreszeitlichen
Schwankungen unterliegen, die in diesem Beitrag
vernachléssigt werden.

Es ist gezeigt worden, dass die Wirmepumpen einen
signifikanten Einfluss auf die Netzbelastung haben und
dadurch bei der Verteilnetzplanung beriicksichtigt werden
sollten. Die implementierte = Zweipunktregelung  des
Wirmepumpenagenten stellt eine géngige Praxis der Steuerung
von Wirmepumpen dar. Hier besteht allerdings weiterer
Forschungsbedarf, denn =zukiinftig werden vermehrt
Wiérmepumpen zum Einsatz kommen, bei denen der
Leistungsbezug dynamisch moduliert wird. Zur Optimierung
der Berechnungen des Agenten kdnnten weiterhin noch
Naherungsverfahren fiir die Abbildung der Verluste durch
Liften und Infiltration sowie der solaren Wéarmegewinne
implementiert werden. Auch weitere Modellgebdude kdnnten
zur Verbesserung der erzielten Ergebnisse beitragen. Der in
diesem Beitrag entworfene Warmepumpenagent stellt somit
eine Basis zur Anpassung an zukiinftige Entwicklungen sowie
technologische Fortschritte dar.
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Abstract — Die Energieversorgung in Deutschland befindet sich
seit geraumer Zeit im Umbruch. Spitestens jedoch mit dem
Energiekonzept der Bundesregierung von September 2010 wurde
ein grundlegender Umbau eingeleitet. Ziel ist unter anderem eine
deutliche Steigerung des Anteils erneuerbarer Energien am
transportierten Strom. Da der Strom aus erneuerbaren Energien
zu groflen Teilen weit entfernt von den Verbrauchszentren pro-
duziert wird, stellt der Ausbau der Stromnetze eine wesentliche
Voraussetzung zur Realisierung dieses Ziels dar. Dieser erscheint
jedoch aus heutiger Sicht in dem bendtigten Ausmaf} nicht realis-
tisch. Daher werden Alternativen zum klassischen Netzausbau
gesucht, welche sowohl die Spannungshaltung als auch die Ein-
haltung der einschligigen Normen gewiihrleisten. Eine mogliche
Alternative stellt die Entwicklung von innovativen Netzbetriebs-
strategien dar. Diese dienen der Nutzung von Reserven der vor-
handenen Netzinfrastruktur durch einen unkonventionellen
Betrieb des Energiesystems. Die Planung des Einsatzes dieses
unkonventionellen Netzbetriebs erfolgt durch die Vorausberech-
nung mittels herkommlicher Netzmodelle. Die Funktion und
Wirksamkeit des Einsatzes hingt demnach von der Eignung der
Netzmodelle zur Planung dieser Strategien ab. Das Paper be-
schreibt die Eignungsfeststellung herkommlicher Netzmodelle
zur Auslegung und Planung der Netzbetriebsstrategie des 'low-
impact operation mode'. Die verwendeten Netzmodelle werden
anhand einer experimentellen Validierung im Labormafistab
gepriift und bewertet.

Keywords - Mittelspannung;
haltung; Netzberechnung;

Verteilungsnetz; Spannungs-

1. EINLEITUNG

Die Integration von dezentralen Erzeugungsanlagen (DEA)
sowie groflen Verbrauchern in das Verteilungsnetz kann die
Spannungshaltung stark beeinflussen. Als kostengiinstige
Alternative zu der bisher iiblichen Impedanzreduktion durch
Netzausbau kann heute die Blindleistungsstellfahigkeit der
DEA zur Verbesserung der Spannungshaltung verwendet
werden. Der 'low-impact operation mode' (LOM) ist eine
Netzbetriebsstrategie, welche ebenfalls diese Zusatzfunktion
der DEA nutzt, um Reserven der vorhandenen Netzinfrastruk-
tur zu erschlieBen. Durch die gezielte Steuerung von Leis-
tungsfliissen werden in diesem Verfahren die Sensitivititsei-
genschaften genutzt mit dem Ziel die quasi-statische Span-
nungshaltung zu verbessern.

A. Der LOM-Betrieb

Grundlage des LOM-Betriebs bilden Netzbereiche mit Re-
serven bzgl. der Betriebsmittelauslastung, sodass eine Verbes-
serung der Spannungshaltung durch die Steuerung von Blind-
leistung erzielt werden kann. Dabei erfolgt der Einsatz der
Blindleistung gezielt, wodurch die Sensitivitdtseigenschaften
des Netzes hinsichtlich der Spannungsbetridge genutzt werden
sollen. Ziel des LOM-Betriebs ist es, durch die Steuerung der
Blindleistung in Bezug auf die Wirkleistung eines Netzknotens,
einen konstanten Leistungsfaktor (LOM-PF) zu realisieren, fiir
den die Sensitivitdten der Spannungsbetrige in Abhingigkeit
der Leistungsgradienten minimal sind. Gelingt dies, so wird der
Einfluss der Leistungsidnderungen auf die Spannung eines
Knotens minimiert und somit die Spannungshaltung verbessert.

Der LOM-Betrieb gehort zu der Klasse riickkopplungsfrei-
er Netzsteuerungsverfahren. Es bedarf daher keiner Mafinah-
men zur Gewihrleistung der regelungstechnischen Stabilitit.
Zur Blindleistungssteuerung wird die Stellfdhigkeit der vor-
handenen DEA genutzt. Somit fallen, wenn iiberhaupt, nur
geringe Kosten an. Es sind lediglich Anderungen der Betriebs-
einstellungen vorzunehmen, welche den Wirkungsgrad der
Anlagen jedoch nur in geringem Mal beeinflussen. Das Ver-
fahren ist somit sowohl auf aktuelle Bestandsanlagen als auch
auf zukiinftige Neuanlagen anwendbar.

Die Effizienz sowie die Robustheit des Verfahrens sind be-
reits sowohl im Demonstratormaf3stab in Forschungsarbeiten
von Prof. Dr. Diedrichs als auch im operativen Netzbetrieb der
EWE NETZ GmbH nachweislich erprobt. Es besitzt grofes
Potential zur flichendeckenden Verbesserung der Spannungs-
haltung sowie zur Schaffung neuer Anschlusskapazititen.

Fir die Planung des LOM-Betriebs wird ein optimaler
Leistungsfaktor berechnet, welcher der verwendeten Blindleis-
tungsquelle als Sollwert vorgegeben wird. Dieser Wert ent-
spricht dem besten rechnerischen Kompromiss hinsichtlich der
Spannungsbeeinflussung und der Begrenzung der Verlustleis-
tung aus diversen Last- und Einspeiseszenarien. Bei signifikan-
ten Anderungen im Netz, z.B. durch Umschaltung der Topolo-
gie, ist dieser Leistungsfaktor neu zu berechnen.

Im Standard des LOM-Betriebs wird die Beeinflussung der
Spannung am Anschlussknoten des Verursachers selbst be-
trachtet. Dieser Betrieb dient insbesondere der Schaffung neuer
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Anschlusskapazititen. Grundsitzlich ist jedoch auch die Be-
trachtung anderer Knoten denkbar. Diese Erweiterung des
LOM-Betriebs ermoglicht eine flachendeckende Verbesserung
der Spannungshaltung durch die Nutzung der Blindleistungs-
stellfahigkeit entfernter DEA. Zu beachten ist jedoch, dass die
Effizienz des Verfahrens mit zunehmender elektrischer Distanz
abnimmt.

In dem Netz des Versorgungsnetzbertreibers EWE NETZ
im Nordwesten Deutschlands wird das Verfahren erfolgreich
angewandt. Durch den LOM-Betrieb wurde der Anschluss
einer EisengieBerei in dem 20kV-Netz mdoglich. Diese stellt
durch zwei Hochdfen mit einer Leistung von je SMW einen
atypisch groBlen Verbraucher fiir das Mittelspannungsnetz dar.
Ublicherweise erfolgt der Anschluss eines Verbrauchers mit
dhnlich groBem Einfluss auf die Spannungshaltung in dem
vorgelagerten Hoch- bzw. Hochstspannungsnetz. Mithilfe des
LOM-Betriebs konnten jedoch die urspriinglichen Spannungs-
einbriiche bei Betrieb der Hochéfen von 6% auf unter 2% ge-
senkt werden.

Da alle Betrachtungen des LOM-Betriebs die Sensitivitéiten
hinsichtlich der Spannungsbetridge thematisiert, sind im Fol-
genden alle Ausfiihrungen zu Sensitivititen im Kontext der
Spannungsbetrige zu verstehen.

B. Problemstellung

Voraussetzung fiir den LOM-Betrieb ist, neben der physikali-
schen Eignung des Netzbereichs, die Kenntnis des LOM-PF,
d.h. des Leitungsfaktors mit den geringsten Sensitivitdten der
Spannungsbetrige bzgl. eines Netzknotens. Der LOM-PF ist
in der Planung des Verfahrens vorauszuberechnen. Bisher ist
jedoch nicht bekannt von welchen Modelleigenschaften das
Berechnungsergebnis abhingig ist. Eine Bewertung der zur
Verfligung stehenden Netzmodelle ist somit bislang ebenfalls
nicht moglich. Fiir die Effizienz des LOM-Betriebs ist eine
hinreichend genaue Vorausberechnung des LOM-PF jedoch
essentiell.

II.  ZIELSTELLUNG UND METHODIK

Die im operativen Netzbetrieb zur Verfiigung stehenden
Netzmodelle sind hinsichtlich der Abbildungsgiite des Verfah-
rens zu bewerten. Eine Bewertung kann jedoch erst nach
Kenntnis der fiir den LOM-Betrieb dominierenden Netzeigen-
schaften erfolgen. Es sind daher die folgenden Fragen zu kla-
ren:

o  Steigt die Abbildungsgiite hinsichtlich der Sensiti-
vitatseigenschaften mit der Granularitit der Netz-
modelle?

e Ist die Abbildungsgiite hinsichtlich der Sensitivi-
tatseigenschaften von elektrischen Kenngrofen
bzw. Eigenschaften abhingig?

e Ist die Verwendung eines Netzéquivalents unter
Beriicksichtigung dieser Kenngrofen ausreichend?

Zur Klarung dieser Fragen wird ein Laborenergiesystem im
Demonstratormal3stab verwendet. Dieses Laborenergiesystem,
welches am Netz- und Kraftwerkssimulator (NuK) im Labor
fir elektrische Energiesysteme an der Jade-Hochschule in
Wilhelmshaven realisiert wurde, ist einem realen 20kV-
Netzbereich der EWE NETZ GmbH nachempfunden. Des
Weiteren wurde dieses in der Netzberechnungssoftware Pow-
erFactory durch zwei Netzmodelle unterschiedlicher Detailticfe
abgebildet.

Mithilfe der beiden Netzmodelle werden die Spannungs-
sensitivititen des Laborenergiesystems vorausberechnet. Im
Anschluss erfolgt die experimentelle Feststellung dieser am
Laborenergiesystem. Nach dem Vergleich der Messergebnisse
mit den Berechnungsergebnissen der beiden Netzmodelle un-
terschiedlichen Informationsgehalts, erfolgt eine Eignungsbe-
wertung der Netzmodelle bzgl. der Abbildung der Sensitivi-
tatseigenschaften des Laborenergiesystems.

AbschlieBend wird die Ubertragbarkeit der Ergebnisse aus
den Laborexperimenten auf den operativen Betrieb themati-
siert, um die Eignung herkdmmlicher Netzmodelle des operati-
ven Betriebs zur Vorausberechnung des LOM-PF zu bewerten.

III. CHARAKTERISIERUNG DES LABORENERGIESYSTEMS

Das realisierte Laborenergiesystem, welches ein 20kV-
Mittelspannungsnetz abbildet, wurde fiir ein industrielles For-
schungsprojekt zur Thematik des LOM-Betriebs konzipiert und
in der Laborumgebung umgesetzt (Abbildung 1). Im Anschluss
an dieses konnten die beschriebenen Experimente zur Thema-
tik der Spannungssensitivititen an dem bestehenden Versuchs-
aufbau durchgefiihrt werden. In Abbildung 2 ist das Prinzip-
schaltbild des Experimentalnetzes abgebildet.

Die Auslegung des Experimentalnetzes erfolgte in Anlehnung
an einen realen 20kV-Netzbereich der EWE NETZ GmbH.
Eine qualitative Nachbildung dieses Netzbereichs ist insbeson-
dere durch die Umsetzung des Netztyps, einem Maschennetz
mit Schwerpunkt-Schaltanlagen, gegeben. Weiterhin konnte
eine Vergleichbarkeit durch die Realisierung dhnlicher X/R-
Verhiltnisse sowie vergleichbarer Kurzschlussleistungsrelatio-
nen (SCR) gewihrleistet werden.

W&\\\\\\“\HNIIHMH {/////}/. %

Abbildung 1: Versuchsaufbau im Labor fiir elektrische Energiesysteme an der Jade Hochschule in Wilhelmshaven
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Abbildung 2: Prinzipschaltbild des Experimentalnetzes

Zum Zweck der messtechnischen Erfassung des Labor-
energiesystems wurde ein auf Messumformern (MUF) basie-
rendes Messsystem verwendet, welches die Erfassung der
RMS Werte der relevanten Groflen (U, I, P, Q) jeder Masche
ermoglicht. Die groBflaichige Abdeckung durch das Messsys-
tem (s. rote Markierungen in Abbildung 2) ist, verglichen mit
der messtechnischen Ausstattung im Freifeld auch im Sinne der
zeitlichen Auflosung, atypisch.

Das Laborenergiesystem wird iiber die 400V-Einspeisung
des Labors versorgt. Diese Versorgung bildet in Kombination
mit einer variablen Netzimpedanz das vorgelagerte 110kV-
Netz ab. Uber zwei Stufentransformatoren in den Umspann-
werken 'UW Aurich' und '"UW Marienhafe' erfolgt die Einspei-
sung in den Netzbereich, welcher als Nachbildung des 20kV-
Mittelspannungsnetzes fungiert. Die Bemessungsspannung
dieses Netzbereichs betrdgt im Demonstratormalstab 230V. In
der vorliegenden Konfiguration ist das Laborenergiesystem in
zwei voneinander getrennte Netzbereiche aufgeteilt (s. Schat-
tierung in Abbildung 2). Diese Konfiguration des Laborener-
giesystems wird fiir alle weiteren Betrachtungen verwendet.

IV. MODELLIERUNG DES LABORENERGIESYSTEMS

Das Laborenergiesystem wurde mit der Netzberechnungs-
software PowerFactory der Firma DIgSILENT in zwei Varian-
ten modelliert.

A. Netzmodell auf Basis von Typenschilddaten

Grundidee flir das Netzmodell auf der Basis von Typen-
schilddaten ist die Modellierung anhand von Informationen,

welche dem Netzbetreiber im operativen Betrieb zur Verfii-
gung stehen. Generell beschrinken sich diese Informationen
auf die Angaben des Betriebsmittelherstellers (Typenschildda-
ten). Zur Modellierung der Stufentransformatoren wurden die
Herstellerangaben, wie es in der Praxis iiblich ist, durch Erfah-
rungswerte ergdnzt. Hier fanden insbesondere Kennwerte aus
dem ABB Schaltanlagen-Handbuch Verwendung [1]. Ledig-
lich zur Modellierung der Laborversorgung (Slackknoten) sind
hinsichtlich der Kurzschlussleistung und -impedanz Messdaten
verwendet worden.

B. Netzmodell auf Basis von Detailinformationen

Die Entwicklung eines Netzmodells auf Grundlage von De-
tailinformationen ist fiir den operativen Netzbetrieb nicht rea-
listisch. Ein solches Netzmodell, welches ausschlieflich auf
Messdaten basiert, kann nur flir ein Energiesystem im De-
monstratormal3stab mit begrenztem Aufwand angefertigt wer-
den. Die Moglichkeit der messtechnischen Erfassung eines
jeden Betriebsmittels wire im operativen Netzbetrieb zu zeit-
aufwindig.

Alle im Typenschildmodell aufgefiihrten Betriebsmittel ba-
sieren in dem Detailmodell auf Messdaten. Neben den verwen-
deten Betriebsmitteln sind auflerdem die Kontakt- und Schalt-
widerstdnde der Schalter und Sammelschienensysteme des
Demonstrators messtechnisch erfasst und in das Netzmodell
aufgenommen worden. Die Einbeziehung dieser Impedanzen,
welche in Netzmodellen des operativen Betriebs nicht beriick-
sichtigt werden, erhoht die Komplexitit des angefertigten
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Netzmodells deutlich, hat jedoch einen erheblichen Einfluss
auf die Qualitdt des Netzmodells.

C. Validierung der Netzmodelle

Im Anschluss an die Modellierung wurden die Netzmodelle
durch zwei Validierungstests am Laborenergiesystem bzgl. der
Abbildungsgiite der Systemeigenschaften bewertet.

In einem ersten Schritt wurde ein tiblicher Kurzschlusstest
durchgefiihrt. Parallel zu dem Experiment erfolgte die Kurz-
schlussberechnung anhand der beiden Netzmodelle in Power-
Factory. Im Anschluss wurden die Berechnungs- und Messer-
gebnisse verglichen.

Fiir den zweiten Validierungstest befand sich das Labor-
energiesystem im gekuppelten Zustand, d.h. die Unterteilung in
zwei Netzbereiche wurde fiir diesen Test aufgeldst und das
Netz im Verbund betrieben. AnschlieBend wurde der Stufen-
transformator im 'UW Marienhafe' in einem Intervall von 10s
herabgestuft, wobei die Stufe des Transformators im 'UW
Aurich' konstant gehalten wurde. Durch die Kupplung des
gesamten Versuchsnetzes bilden sich in diesem Kreisleistungs-
fliisse aus. Die messtechnische Erfassung erfolgte durch die in
Kapitel III beschriebenen Messumformer. Die Vorausberech-
nung der Zweigstrome und Lastfliisse dieses Tests stellt durch
die starke Vermaschung des Laborenergiesystems eine grofle
Herausforderung an die erstellten Netzmodelle.

Mittels der Validierungstests konnte die Abbildung der
qualitativen Systemeigenschaften des Laborenergiesystems
durch das Detailmodell bestétigt werden. Das Netzmodell nach
Typenschilddaten kann diese Eigenschaften nicht aufweisen.
Die Auswertung der Ergebnisse zeigt, dass die Ursache in der
Abbildung der X/R Verhiltnisse des Laborenergiesystems
liegt. Dieses wird von dem Netzmodell auf Basis von Detailin-
formationen wiedergegeben, jedoch nicht durch das Typen-
schildmodell.

In dem operativen Netzbetrieb steht dem Netzbetreiber nur
ein auf Typenschilddaten basierendes Modell zur Verfligung.
Da derartige Modelle fiir die gesamte Netzplanung im operati-
ven Betrieb herangezogen werden, scheint eine Abbildung der
Systemeigenschaften durch dieses Modell fiir das Energiesys-
tem im Gegensatz zu dem verwendeten Laborenergiesystem
gegeben zu sein. Zur Beurteilung dieser Vermutung wird das
Typenschildmodell trotz der Ergebnisse aus den Validierungs-
tests fiir die weiteren Untersuchungen verwendet.

V. BERECHNUNG DER SENSITIVITATEN

Nach der Modellierung des Laborenergiesystems sowie der
Validierung der erstellten Netzmodelle folgt die Berechnung
der Spannungssensitivitéten.

A. Theoretischer Hintergrund

Die Grundiiberlegungen zur Berechnung der Sensitivitéten
von Knotenspannungen sowohl in Bezug auf den Betrag U als
auch auf den Winkel 6 basieren auf den sogenannten Netzglei-
chungen. Diese Netzgleichungen entstehen durch die Anwen-
dung der Kirchhoff'schen Gesetze auf ein Admittanznetzwerk.
Die Losung der Netzgleichungen erfolgt mittels einer Taylor-
Entwicklung mit Abbruch nach dem ersten Glied.

Die in Gleichung (1) zusammengefasste Notation stellt das
linearisierte Gleichungssystem dar, welches die Basis zur Be-
rechnung der Spannungssensitivitdten bildet. Die Koeffizien-
tenmatrix J wird allgemein als Jacobimatrix bezeichnet [2].

AP,
AQ;

Die Losung des linearisierten Modells bzgl. des Knoten-
spannungsbetrags und -winkels lautet dann:

[2—2] =)t [iQP] @)

Die Elemente der inversen Jakobimatrix entsprechen den
Sensitivitdten des Spannungsbetrags und -winkels in Abhan-
gigkeit einer Variation von Wirk- bzw. Blindleistung. Fiir den
LOM-Betrieb werden jedoch die Sensitivititen bzgl. der Kno-
tenscheinleistung bendtigt. Es bedarf daher einer Modifizie-
rung der inversen Jacobimatrix zur Herleitung der speziellen
Losung fiir den LOM-Betrieb.

]— -AUj iti,j=1 1
=] A—S] miti,j=1,...,n (1)

Voraussetzung der speziellen Losung fiir den LOM-Betrieb
stellt die Annahme eines konstanten Leistungsfaktors (PF) fiir
die betrachtete Leistungsdnderung eines Systemarbeitspunktes
(Index i) vom urspriinglichen Arbeitspunkt (Index i0) dar:

PF; = cos <arctan <%)> = cos (arctan (%)) 3)
i i0

Unter der Annahme des konstanten Leistungsfaktors (s.
Gleichung (3)) entsteht durch die Umrechnung mit diesem die
bendtigte modifizierte Form der inversen Jacobimatrix, wie in
Gleichung (4) dargestellt. Die urspriinglichen Elemente der
Jakobimatrix, d.h. die Spannungssensitivititen beziiglich der
Wirk- und Blindleistung liegen nun hinsichtlich der betrags-
maBigen Variation der Knotenscheinleistungen vor. Dies ent-
spricht somit der Losung des LOM-Betriebs (s. Gleichung (4)).
Die dargestellte Herleitung der modifizierten Jakobimatrix
basiert auf Forschungsarbeiten von Prof. Dr. Diedrichs.

Us'ij = U5, PF + [ iy, - sin(arccos(PF))  (4)

miti=1,....2nundj=1,...,n

B. Durchfiihrung

Die Sensitivitdtsberechnungen beschranken sich auf den
Leerlaufbetrieb des Laborenergiesystems. Berechnet wurden
fiir beide Netzmodelle die Sensitivititen der Spannungsbetrige
eines jeden Netzknotens bzgl. der Anderung von Wirk-
/Blindleistung am Netzknoten 'SA Georgsheil'. Diese Berech-
nung wurde fiir diverse P/Q-Arbeitspunkte dieses Netzknotens
durchgefiihrt. Durch die in Abschnitt A beschriebene Umrech-
nung mit dem konstanten Leistungsfaktor liegen die Sensitivi-
titen in Abhéngigkeit des Betrags der Knotenscheinleistung
VOr.

Eine Erweiterung des LOM-Betriebs beinhaltet die Be-
trachtung von Spannungssensitivititen entfernter Netzknoten.
Dieser Betriebsmodus wurde ebenfalls untersucht. Das Ergeb-
nis fiir den Standard des LOM-Betriebs ist auf diese Erweite-
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rung libertragbar. Es konnten durch den betrachteten Netzkno-
ten keine Auswirkungen auf das Ergebnis dieser Untersuchung
festgestellt werden. Die folgenden Ausfithrungen beschrianken
sich daher auf den Standard des LOM-Betriebs.

C. Darstellung der Berechnungsergebnisse

Die Sensitivititen der Spannungsbetrdge sind von dem je-
weiligen Systemarbeitspunkt abhdngig. Werden die Sensitivita-
ten flaichendeckend fiir die Systemarbeitspunkte eines Bereichs
berechnet, so konnen diese dreidimensional gegeniiber den
P/Q-Arbeitspunkten dargestellt werden. Eine kubische Interpo-
lation durch die einzelnen Arbeitspunkte liefert die dargestellte
Interpolationsflache. Wirk- und Blindleistung der Arbeitspunk-
te sind auf der x,y-Achse, die Sensitivitdten auf der z-Achse
abgebildet. Die Darstellung erfolgt im Erzeugerzihlpfeilsys-
tem.

In Abbildung 3 ist das Berechnungsergebnis des Typen-
schildmodells zu sehen. Die Berechnung mittels des Detailmo-
dells (s. Abbildung 4) weist augenscheinlich gro3e Unterschie-
de zu diesem Ergebnis auf. In beiden Interpolationsflichen ist
ein Bereich minimaler Sensitivititen zu erkennen, jedoch
weicht die Lage dieses Bereichs stark voneinander ab.
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Abbildung 3: Berechnung durch Typenschildmodell
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Abbildung 4: Berechnung durch Detailmodell

Des Weiteren sind in den Ergebnisdarstellungen die Minima
der Interpolationsflichen durch schwarze Markierungen dar-
gestellt. Aus diesen Arbeitspunkten leitet sich der gesuchte
LOM-PF ab. Dieser belduft sich fiir das Typenschildmodell
auf 0,978 und fiir das Detailmodell auf 0,736.

VI.  EXPERIMENTELLE FESTSTELLUNG DER SENSITIVITATEN

Mittels einer Storgrofle am Netzknoten 'SA Georgsheil' (s.
Abbildung 2) konnten diverse P/Q-Arbeitspunkte realisiert
werden. Durch die Variation von Wirk- und Blindleistung um
den Arbeitspunkt mit dem Leistungsfaktor von diesem, entsteht
eine Anderung des Betrags der Knotenscheinleistung, welche,
je nach Sensitivititseigenschaft des Laborenergiesystems,
einen Einfluss auf die Spannungsbetridge der anderen Netzkno-
ten hat. Die Anderung der StorgroBenleistungen sollen ca. 10%
der Leistungen des P/Q-Arbeitspunktes betragen.

A. Versuchsaufbau

Die experimentaltechnische Umsetzung der Leistungs-
variationen erfolgte durch zwei Komponenten, eine konstante
und eine variable.

Die konstante Komponente wird zur Einstellung diverser
P/Q-Arbeitspunkte bendtigt. Bei der Auswahl der Experimen-
taltechnik galt es das Auftreten von parasitdren Effekten bei der
Variation um den Systemarbeitspunkt durch die Auswahl des
Lasttyps zu vermeiden, wie sie z.B. durch Zeitkonstanten bei
der Verwendung motorischer Lasten zu erwarten wiren. Diese
Voraussetzungen konnten durch den Einsatz einer Strom-
richterlast erfiillt werden. Des Weiteren ermoglichte die Ver-
wendung dieses Lasttyps eine nahezu uneingeschrinkte Ein-
stellung der P/Q-Arbeitspunkte. Die Vorgabe der P/Q-Arbeits-
punkte erfolgte aus der libergeordneten Leitebene.

Bei der Realisierung der variablen Komponente war eben-
falls darauf zu achten, groB3ere Zeitkonstanten im Vergleich zur
Periodendauer einer Stérung zu vermeiden. Auflerdem wurde
eine ausreichende Aufldsung benétigt, um die Variation des
Arbeitspunkts mit konstantem Leistungsfaktor zu gewahrleis-
ten. Mithilfe einer Kombination aus steuerbaren ohmschen und
induktiven Lasten konnten diskrete Lastspriinge realisiert und
somit die Anforderungen erfiillt werden. Die Steuerung der
Lasten war ebenfalls Teil der iibergeordneten Leitebene, aus
der die Vorgabe von Zeitreihen erfolgen konnte.

B. Durchfiihrung

Aus Zeitgriinden wurde das Experiment auf die Betrach-
tung eines Leistungsquadranten beschrankt. Ausgewidhlt wurde
der Leistungsquadrant, welcher die relevanten Sensitivititen
zur Verbesserung der Spannungshaltung bei grofen Lasten
beinhaltet. Es sind 49 Arbeitspunkte erfasst worden.

Die messtechnische Erfassung erfolgte mit einem transien-
ten Messsystem. Dieses wurde zum einen zur Strom- und
Spannungsmessung der Storgrofle und zum anderen zur Auf-
zeichnung der Knotenspannungen der betrachteten Netzknoten
verwendet. Die Abtastrate belief sich auf 1000 Samples/s.

Die Periodendauer einer Storung, d.h. die Zeit in der die
Variation um -10% und +10% der Leistung des Arbeitspunkts
erfolgt, betrug 10s. Fiir die Messung eines Arbeitspunkts wurde
eine Messdauer von 120s festgelegt.
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C. Darstellung der Messergebnisse

Zur dreidimensionalen Darstellung wurden die Messergeb-
nisse kubisch interpoliert. In Abbildung 5 ist die Interpolations-
fliche zu erkennen. Die grauen Markierungen stellen die 49
Messergebnisse, die schwarzen die Minima der Flache dar.
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Abbildung 5: Messergebnis

Nach Umrechnung der Minima der Interpolationsfliche
ergibt sich der LOM-PF. Dieser belduft sich auf 0,765. Bei
diesem Ergebnis ist zu beachten, dass durch die geringe Anzahl
an Stiitzwerten, durch Ungenauigkeiten wihrend der Messung
sowie durch die verwendete Interpolationsmethode, Spriinge in
der Interpolationsflache auftreten, welche nicht zu erwarten
waren und die Ermittlung der Minima erschwert.

VII. ZUSAMMENFASSUNG DER ERGEBNISSE

Die Sensitivitdten des verwendeten Laborenergiesystems
wurden messtechnisch festgestellt und durch zwei Netzmodelle
unterschiedlichen Informationsgehalts vorausberechnet. Durch
den Vergleich der Berechnungs- und Messergebnisse wurde
die Eignung der angefertigten Netzmodelle zur Vorausberech-
nung des LOM-PF bewertet.

Der messtechnisch festgestellte LOM-PF betrigt 0,765 (s.
Abbildung 5). Eine Abbildung der Sensitivititseigenschaften
sowie eine Vorausberechnung des LOM-PF ist fiir das Labor-
energiesystem nur durch die Modellierung auf Grundlage von
Detailinformationen mit geringen Abweichungen moglich (s.
Abbildung 4). Der berechnete LOM-PF beléuft sich auf 0,736.
Die Ergebnisse des Typenschildmodells weisen hingegen au-
genscheinlich erhebliche Abweichungen auf (s. Abbildung 3).
Die Interpolationsfliche dieser Berechnung zeigt ebenfalls
einen Bereich minimaler Sensitivititen. Dieser ist jedoch, mit
einem LOM-PF von 0,978, stark verschoben.

VIIIL

Wihrend die Ergebnisse der Untersuchungen im Demonst-
ratormaf3stab eindeutig sind, stellt sich die Frage nach der
Ubertragbarkeit dieses Ergebnisses auf den operativen Netzbe-
trieb.

KONSEQUENZ FUR DEN OPERATIVEN NETZBETRIEB

Die Schalt- und Kontaktwiderstinde der Schalter und
Sammelschienennachbildungen stellen durch die Skalierung
auf den Demonstratormaf3stab atypisch grofle Resistanzen dar

und haben somit einen erheblichen Einfluss auf die Impedanz-
relationen des gesamten Laborenergiesystems. Da dieser Ein-
fluss nur durch das Detailmodell erfasst wird, bildet nur dieses
Netzmodell die korrekten Impedanzrelationen ab. Das Ergebnis
spiegelt sich in den Berechnungen der Validierungstests wider.

Der LOM-Betrieb beinhaltet die gezielte Steuerung von
Lastfliissen. Es war daher zu vermuten, dass die Vorausberech-
nung des LOM-PF mafigeblich von der Abbildungsgiite der
Lastfliisse und somit der Impedanzrelationen des betrachteten
Energiesystems beeinflusst wird. Die vorliegenden Ergebnisse
bestitigen diese Vermutung.

Die wichtigste KenngroBe eines Netzmodells zur Abbil-
dung der Sensitivititseigenschaften eines Energiesystems und
somit zur Vorausberechnung des LOM-PF stellt demnach das
X/R-Verhiltnis des betrachteten Energiesystems dar.

Was bedeutet das Ergebnis dieser Laborerprobung jedoch
fiir die Verwendung herkdmmlicher Netzmodelle zur Voraus-
berechnung des LOM-PF im operativen Netzbetrieb?

Lassen sich diese Ergebnisse auf den operativen Netzbe-
trieb {ibertragen, so wire die Planung des Verfahrens und somit
die Anwendung von diesem unmdglich. Eine Beriicksichtigung
von Schalt- und Kontaktwiderstdnden der Schaltanlagen in den
Netzmodellen des operativen Netzes ist nicht realistisch.

Die Resistanzen der messtechnisch erfassten Schaltanlagen
im Demonstratomaf3stab betragen durchschnittlich ca. 300mQ.
Die Resistanz einer 20kV-Mittelspannungsschaltanlage mit
vergleichbarer Feldkombination belduft sich in etwa auf
595uQ. In Relation zu den jeweiligen Leitungsbeldgen weisen
die Schaltanlagen im Labor deutlich groBere Resistanzen auf,
als die 20kV-Mittelspannungsschaltanlagen. Wéahrend die
Beriicksichtigung dieser im Demonstratormaf3stab die Impe-
danzrelationen erheblich beeinflusst, weisen die Ubergangswi-
derstinde der Schaltanlagen auf Mittelspannungsebene keinen
nennenswerten Einfluss auf die Impedanzrelationen auf.

Eine mafBigebliche Beeinflussung der Systemeigenschaften,
wie es in den Experimenten am Laborenergiesystem zu be-
obachten war, ist nicht zu erwarten. Die Modellierung des
20kV-Mittelspannungsnetzes des operativen Betriebs nach
Typenschild- bzw. Datenblattangaben ist demnach fiir die
Berechnung der Sensitivitdten sowie flir eine belastbare Vo-
rausberechnung des LOM-PF ausreichend.

Als Nachweis fiir die Eignung der herkdmmlichen Netz-
modelle zur Berechnung des LOM-PF kann der 20kV-
Umspannwerksbereich 'Bremervorde' der EWE NETZ GmbH
angefithrt werden. Die Planung des Einsatzes fir den LOM-
Betrieb in diesem Netzbereich erfolgte auf Grundlage der vor-
handenen Netzmodelle des operativen Betriebs. Der LOM-
Betrieb wird in diesem Netzbereich seit 2009 erfolgreich an-
gewendet. Der Einsatz des Verfahrens hat einen klassischen
Netzausbau, welcher nétig gewesen wire, eriibrigt.
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Abstract—As local renewable energy based generation units
are being deployed worldwide, distribution grids are facing inte-
gration challenges. Here, microgrids provide a solution, by allow-
ing intentional islanding and connection to the public distribution
grid depending upon its current state. Microgrids may consist of
loads, generation units and storages which can be operated as
a single controllable entity. This paper investigates two control
approaches for cost-efficient operation of grid-connected micro-
grids: optimization- and rule-based control. For optimization-
based control, a model predictive control algorithm with mixed
integer linear programming formulation is used. A case study
for a microgrid in an office building consisting of distributed
generation units and different storage units is presented to assess
the performance of the two control approaches. The simulation
results show the effectiveness of the optimization-based approach
and a potential for lower microgrid operating costs compared to
the rule-based approach.

Keywords—Microgrids, grid-connected, energy management
system (EMS), mixed integer linear programming (MILP), moving
horizon control, model predictive control (MPC), energy storage

I. INTRODUCTION

Renewable energy sources (RES) are experiencing high
growth rates worldwide due to rising interest in green energy
and a decline in investment costs. Especially, photovoltaic (PV)
systems are getting rapidly deployed on lower voltages levels
in the distribution grid leading to grid integration challenges
[1]. These challenges can be addressed by exploiting active
and reactive power control capabilities of local generation and
storage units [2], [3]. Yet, control approaches which only take
into account generation based control are unable to fulfil the
supply stability requirements of the owners of such distributed
generation (DG) units. Hence, microgrid concepts are becom-
ing more popular as they allow intentional switching between
island and grid-connected operational mode depending on the
current state of the public distribution grid. A typical electrical
microgrid is a cluster of loads, DGs and energy storage systems
(ESS) which are connected to the distribution grid at the point
of common coupling and respond to the grid as a single
controllable entity. Microgrids provide a solution for large-
scale grid integration of DGs and can be exploited as building
blocks for the realization of smart grids [4], [5]. Another
appealing aspect of microgrid operation is its ability to lower
local electricity costs. Here, its control approach and its energy
management system (EMS) provide the key to ensure reliable,
economic and secure operation [4], [5], [6].

In this paper, two different control approaches for micro-
grid operation are investigated: optimization- and rule-based

control. While a rule-based approach allows for a simple,
lean implementation of a given control objective [7], it is
limited as it is less flexible, acts only based on current
measurements and does not necessarily lead to an optimal
operation schedule of the controllable devices. Modern control
approaches such as model predictive control (MPC) allow
to exploit optimization-based techniques and enable meeting
multiple control objectives simultaneously [5]. A comparison
of a similar heuristic algorithm and an MPC based EMS has
been performed in [8], where the authors compare the total
costs of an experimental microgrid in Athens, Greece. In this
paper, we are benchmarking these two approaches for active
power control for cost-efficient operation of a grid-connected
microgrid consisting of ESSs and RESs installed at a Chinese
office building. The control approaches are assessed regarding
their capability to reduce operating costs while increasing
local usage of local generation and minimizing storage losses.
Further, the impact of load forecast errors and of the length of
prediction horizon are investigated.

II. LITERATURE REVIEW ON CONTROL APPROACHES FOR
MICROGRID OPERATION

Energy management strategies can be implemented as rule-
based control strategies for microgrid operation, similar to [7].
Modern control approaches use optimization-based algorithms
to ensure efficient operation while meeting several different
control objectives simultaneously. For example, [9] proposes
a multi-objective optimization for minimizing operating costs
and emissions of a microgrid at each iteration. Yet, it does not
ensure optimal operation over a span of multiple time steps.
Offline calculations for optimal scheduling over a time horizon
are also common [10]. The performance of such systems
depends strongly on the quality of load and RE production
forecasts. In this context, online model predictive control
(MPC) approaches are appealing, in which a rolling window is
used for performing optimization routine periodically, hence,
enabling adaptation to changing operating conditions [5]. For
example, in [11], MPC has been used for economic coordi-
nation of a power plant portfolio while performing reference
tracking and disturbance rejection.

An operation schedule for storage systems in a microgrid
can be solved using a mixed integer linear programming
(MILP) approach. In [8], the authors use an MPC based
EMS to achieve economic operation of a microgrid consist-
ing of ESSs, generators, and controllable and critical loads.
Unit commitment, storage dynamics, and load curtailment
constraints have been formulated using MILP. Reference [12]

S01.4



TABLE 1. NOMENCLATURE

AT, N, EMS sample time [h], time steps in prediction horizon

n number of storage units

Sk,i state of charge (SOC) [%] of storage unit k at time ¢

P,f,i, ngl charging, discharging power [kW] for storage unit k at time

i. P € RT

self-discharge (sd) coefficient, charging (c) and discharging
(d) efficiencies for storage k. n € (0, 1]

Ch energy capacity [kWh] of storage k

sd ¢ od
M > N> Mg

Sk,mazs Sk,min | maximum, minimum SOC [%] allowed for storage k

Py maxs P,imw maximum char&ing, discharging power [kW] allowed for stor-

age k. PR
bi charging/discharging (0/1) mode for all storages at time ¢
APy maz maximum rate of discharge / charge [kW] allowed in time AT
for storage unit k. P € RT
PP, P purchased, sold power [kW] to utility grid at time 7. P € R

Pt residual load demand [kW] at time i. P € R
P, preev prev| load demand [KW], RES available power [kW], RES used
power [kW] at time i. P € Rt

Sk, terminal minimum SOC [%] at end of prediction horizon for storage

k. P eRT

c’i’, c; electricity price for purchased and sold energy [RMB/kWh] at
time 4. ¢ € RT

CL specific operating cost [RMB/kWh] of storage unit k. ¢ € Rt

presents an adaptive EMS for multiple features like battery
signal shaping and grid signal flattening along with economic
operation using MILP optimization. The authors also introduce
a robust optimization approach which considers the presence of
uncertainties in the predictions. In [13], the authors use a MILP
MPC based approach for analyzing the optimal storage capac-
ity for a high RES penetration autonomous microgrid based on
the type and the installed capacity of RES. Optimization-based
control provides a flexible and versatile solution suitable for
EMS applications in microgrids.

III. OPTIMIZATION-BASED CONTROL APPROACH

As discussed in the previous section, optimization-based
control offers several advantages. This section introduces the
MPC approach and the MILP optimization problem formula-
tion used in the later presented microgrid case study. Here,
the objective function is introduced, followed by the storage
model, power balance constraints, and other related constraints.

Table I describes the notation used in this section.

A. Model Predictive Control Approach

The MPC approach uses a load and generation forecast
over a prediction horizon of NV, time steps. At each time step,
a MILP optimization problem is solved to obtain an optimal
sequence of storage power set-points for the entire prediction
horizon. Only the first sample of the output sequence is used
for microgrid operation, the MILP problem is solved again
with updated data in the next time step. The advantage of
using MPC is that it receives updated information from the
real system at every time step which handles uncertainties in
forecasts, system disturbances, time-varying energy prices and
inaccuracies due to simplification of storage models.

For MPC implementation the algorithm is as follows:

Step 1: Read input system data, price data, measured values
of current load, generation and SOC for storages.

Step 2: Obtain forecast profiles for load, RES generation for
upcoming Np — 1 time steps.

Step 3: Solve the following MILP problem:
minimize: operating costs J from (1).
subject to: constraints (2) to (9)
for decision variables: Py ,, P,ii, b;, P¥, Ps, Prev,
ke{l...n},ie{l...N,}

Step 4: Implement output sequence for ¢ = 1, and repeat from
Step 1 for next time step.

B. Objective function

The overall objective is cost-efficient microgrid opera-
tion. While RE production is cost-free, costs are attached to
electricity purchases. Furthermore, weighting factors in form
of costs are implemented for the different storage units to
allow prioritizing their operation and cope with the different
conditions of the storage units. Hence, optimal storage unit
scheduling is required to minimize operation costs over the
prediction horizon:

N,

J=> (PP —c; PP+ e (PE+PL)) . (D
i=1 k=1

Here, power exchanged with the public distribution grid is
modeled as separate variables for purchase P! and sale of
electricity, P at time step ¢, while ¢!’ and ¢ are corresponding
grid prices in RMB/kWh. The term ¢ - P is subtracted from
J to represent earning for the microgrid for sale of electricity.
Since ¢ < cf is always true for the considered case, the
microgrid cannot purchase and sell electricity at the same time.
We consider n storage units and power through storage k at
time ¢ is represented by charging, Py ;, and discharging terms,
P,g{i. A weight parameter ¢, is considered for charging and
discharging processes. This parameter can be related to specific
storage operating and maintenance costs (see [8]), [12]). It is
used in the optimization to penalize frequent cycling.

C. Constraints

1) Prediction model for storage state of charge: A portfolio
of n storages is considered, where the state of charge (SOC)
level of a storage for the entire prediction horizon can be
represented as:

Shi =) Sk0+

i

1—J c C K
> (nkKk-Pk,j - fP;?,j> )
j=1 Tk
with K, = 852190 and i = 1,2,..., N,

Here, Sj o and S ; are the initial SOC and SOC level at
time ¢ for storage k, respectively. SOC level is given by the
energy level available in the storage, taken as percent of its
total energy capacity, Cy. The constants n,id, s ng € (0,1] are
self-discharge coefficient, charging and discharging efficiencies
of storage k, respectively. The term n,scd~S k,i—1 gives the energy
available after self-discharge losses.

The SOC of storage k is limited by its storage capacity.
However, to minimize storage degradation due to ageing,
additional limits are imposed:

Sk,min < Sk,i < Sk‘,max~ (3)
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To avoid storage depletion at the end of the prediction horizon,
an additional constraint is implemented:

Sk:,Np Z Sk,terminal- (4)

However, since we are employing MPC, the negative effect of
removing constraint (4) can be negligible.

2) Power balance constraint: The balance between elec-
tricity produced and consumed must be maintained at each
time step:

Pl =P+ (P, - P,) =P - P, Q)
k=1

where PP, Pf > 0. P! and P/*" are load forecast and RES

7
used power at time step <.

The maximum RES used power at each time step is limited
by the RES available power,

PZ’G’U. S P)iT‘Ea’U. (6)

3) Power and Power Rate Constraints: Storage charging
and discharging powers are limited by the respective maximum

. . c d
allowed power limits, Pf .. and Py, ..

0 S Plgl,z S Plg,mamb% (7)
0< Plg,z < Plg,maz (1 - bl) ’ (8)

where b; is a binary decision variable for time step ¢ such that
b; = 0 indicates charging and b; = 1 indicates discharging,
ensuring mutual exclusivity of both processes. For every time
step, the same binary variable is used for all n storages to
avoid power exchange among different storage units.

Additionally, the following constraints are imposed to limit
the maximum rate of change of storage power to limit harmful
effects of transients on storage [12]:

_APk,max < (P,s

= i

- Pg,i) - (Pls,i—l - Pkd,i—l) < Apk,m(zg)-

IV. RULE-BASED CONTROL APPROACH

The optimization-based strategy is compared to a rule-
based strategy which does not require a forecast and only
uses real-time measurements and prices to derive the operation
schedule for the storage systems. The control strategy is
designed for this specific case study. The power set-points
for microgrid components are calculated at each time step
according to the rule-based algorithm shown in Fig. 1 using
only the knowledge of current SOC, load, RES generation and
grid price.

Some key points of this algorithm are:

e RE production is utilized in priority order:
load > storage > sale to public distribution grid.
e Load is supplied with priority order:
RE > storages > purchase from public distribution grid.
e Storages are charged during off-peak hours and dis-
charged to feed the load during peak hours.
e Storages are used in priority order according to their
operating costs (cheapest one first).

1: Read current load P!, RES generation P/¢%V
2: Residual load, P! := P! — preav
3: Arrange storages in order of increasing operating costs
4 if PI'' <0 or ¢! = valley price then
5: for storage k =1 to n do
6: if Ski—1 < Skmaz then
sd
7. Po= Sk,’r;mw - 77;2 Sk,i—l . Ck
Ny x AT x 100
8: charge at P, = min{| P/, P, P ot
9: update residual P/« P/' + Pg,
10: if P/' <0 then
11: sell residual to grid, Py = | P!
12: else
13: buy residual from grid, P’ = P;*
14: else if P' > 0 and ¢ = peak price then
15: for storage k =1 to n do
16: if Ski—1 > Skmin then
d
77]3 Sk,i—l - Sk:,min d
17: P = -ng - C
_ AT <100
18: discharge at P¢, = min{P/", P, P, ...}
19: update residual P/’ P/' — P,
20:  buy residual from grid, P’ = P/
21: else
22: buy complete residual from grid, P’ = P!!
Figure. 1. Rule-based algorithm for energy management
2000 . . .
z
S 1000
z
a.

0l 02 03 04 05 06 07 08 09 10 11 12
Time [months]

Figure. 2. Load (black) and RE generation (green) profile for 2013.

e Power is only sold to the distribution grid in case of
excess RE production and charged storages. This relates
to the considered pricing system, as it is not economic to
discharge storages just for sale during peak hours.

V. SIMULATION SETUP AND PERFORMANCE INDICATORS

This section describes data and parameters used in our
simulation. The microgrid is operated in grid-connected mode.
It can purchase or sell energy to the public distribution grid.
The simulations are carried out using MATLAB.

A. Load and generation profiles

PV, wind and load data is based on measured data for
year 2013 for an office building in China in a 10 minute time
resolution. For missing data points, interpolation is employed.
Fig. 2 shows the load and RE generation profile used for
simulation based on a installed PV capacity of 500 kWp and
10kW installed wind power. Maximum RE power is 496.5 kW.
The load is highly dependent on the season with maximum
and minimum of 1582.9kW and 16.0kW for year 2013. For
the year 2013, total load demand is 1985 MWh and total RE
production is 517 MWh.
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TABLE II. PARAMETERS FOR STORAGE SYSTEMS

Unit C Py mem APpax nSd n° nd c
1 30 20 20 30 99.9 | 90.0 92.0 .08
2 150 100 100 150 99.9 | 90.0 92.0 11
3 150 100 100 150 99.9 | 90.0 92.0 .06
TABLE III. TIME-OF-USE TARIFF FOR PURCHASED ELECTRICITY
Jan 01 to Jun 30 and Oct 01 to Nov 30
Time 05:00-17:00 17:00-23:00 23:00-05:00
Flat hours Peak hours Valley hours
Price 0.8014 1.04182 0.56098
(RMB/kWh)
Jul 01 to Sep 30 and Dec 01 to Dec 31
17:00-19:00,
:00-17: 19:00-21: 23:00-05:
- 05:00-17:00 21:00-23:00 9:00-21:00 00-05:00
Flat hours Mid-peak hours Peak hours Valley hours
Pri
rice 0.8014 12021 144252 0.447
(RMB/kWh)

B. Parametrization of storage systems

The microgrid has three Li-ion batteries which are
parametrized according to Table II. For all storages, the
maximum, minimum and terminal SOC limits are kept at 90 %,
10 %, and 11 %, respectively.

C. Grid electricity prices

A time-of-use (TOU) tariff system is used for electricity
procured from the grid as shown in Table III. Sale prices are
assumed to be one-third of the corresponding purchase prices
following the assumption that prices for procured electricity
include grid fees and taxes [14].

D. EMS assumptions

The EMS provides power set-points to the storage systems.
An intermediate local control acts as a fast controller to ensure
stability of the microgrid. Real-time measurements of load,
RES generation, electricity price information and SOC of stor-
age units are available to the EMS. Electricity prices are known
a priori in case of TOU pricing. Both control approaches
use an EMS sample time of 10 minutes (AT = 1/6[h]). The
prediction horizon is set to 15hours for MPC approach. For
the purpose of this simulation, we assume perfect forecasts for
RE generation and load at first.

To get an indication of long-term performance of the MPC
strategy with an imperfect forecast, a simple load forecasting
algorithm is integrated. The used forecasting algorithm is
based on a polynomial regression model which uses a gradient
descent method for parameter fitting. The model calculates
forecasts based on characteristics such as time of the day,
season, temperature data and collected load data [15].

E. Performance Parameters

To benchmark the two strategies, several performance
indicators are used similar to [16].

1) Operating costs: Operating costs in [RMB] are calcu-
lated for the different control strategies over the simulation
period of one year according to (1).

2) RE self-consumption: RE self-consumption, in [%],
represents the percentage of total RE production in one year
which is consumed directly, either instantaneously by the load
or through storage systems [17]. Higher RE self-consumption
indicates a better local utilization of the installed PV capacity.

e

l
Ei Pireav

where P/¢ =3, PG + >, Pl Term P is the load fed
by RE production over the year, given by the sum of:

x 100, (10)

T =

° ZP;ZI, RE production fed to microgrid load directly,
and

° >, ;> RE production used to charge storage systems
which are later used to feed load.

3) Self-sufficiency: Self-sufficiency parameter in [%], de-
scribes the percentage of local load which is supplied directly
by RE or through RE based storage discharging:

}Dl’l’e
= x 100. 11
T o

Since it is not possible to explicitly calculate the term ). P7'¢;,
we consider the best possible scenario to get an indication of

the possible values of this performance parameter.

4) Losses in storages: Storage losses in [kWh] for charg-
ing, discharging and self-discharge are also analyzed by cal-
culating the difference in net energy input and output over the
year.

5) Total electricity exchange with the distribution grid:
The energy exchange with the distribution grid is calculated
as an additional performance indicator. Here, total purchased
energy and total sold energy are obtained from P”, Pf € R
and converted to [MWh].

VI. RESULTS AND DISCUSSION

To assess the performance of the two control approaches,
this section is split into four subsections. First, differences
between the two control strategies are explained by evaluating
storage operation over example days. Afterwards, an overall as-
sessment is presented according to the performance indicators
described above. A sensitivity analysis regarding the impact
of the chosen optimization horizon is presented. Finally, the
results are discussed.

A. Operation analysis of MPC and rule-based approaches

Fig. 3 shows the performance of the two control strategies
for three working days i.e. July 2 to 4, 2013. Next to the
load demand and the RE production, the storage operation
schedule is shown and visualized via its SOC and charging
and discharging powers. Furthermore, the power exchange with
the distribution grid is displayed. The load demand shows two
characteristic peaks daily; one is during daytime working hours
and the second one is air conditioning load which is operated
during off-peak hours.

Compared to the rule-based strategy, MPC based operation
improves the price-oriented and production-oriented storage
operation. Especially, during off-peak price periods the dif-
ference between the two control approaches can be noticed.
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TABLE IV. EVALUATION OF PERFORMANCE INDICATORS FOR

CONTROL APPROACHES

=
= ‘ Without | Rule- | MPC MPC
5 Performance Parameter
E Storages based Perfect Imperfect
0 Operating costs [RMB x10%] 1,101.4 1,061.7 1,042.1 1,047.4
02.07 03.07 04.07 05.07 Slora§e operating costs [RMB - 2.6 2.9 2.7
Time [days] x10%]
(a) RE self-consumption [%] 76.7 76.8 86.9 85.4
. — Self-sufficiency [%] 19.9 20.0 22.6 222
Losses in storage [MWh] - 21.0 20.4 19.3
E Purchased energy [MWh] 1589.4 1610.0 1557.2 1561.4
§ """""""""""" Sold energy [MWh] 120.5 119.9 67.7 75.4
= 100
Time [days] &
(=]
(b) w 99
ks
2 98
Y c L L L L
£ 6 8 10 12 14 16 18 20 22 24
5 Prediction horizon [hours]
z
£ Figure. 4. Variation in one-year operating costs of microgrid with increasing
L . . 1 prediction horizon for MPC EMS (blue). Rule-based EMS (red) is also plotted
02.07 03.07 ) 04.07 05.07 as a reference. Prediction horizons of 6h, 12h, 15h, 18h and 24h are
Time [days] considered.
©
—— RE production —— Load Demand - — -Grid price —— Rule-based —— MPC ‘

Figure. 3. Comparison of MPC and rule-based microgrid operation for three
days in July: (a) load, RE generation and grid price profile, (b) Average SOC
for three storages units, (c) Power exchanged with distribution grid: positive
and negative values represent purchase and sale, respectively.

While the rule-based strategy leads to storage charging at the
beginning of such a period, the optimization based strategy
delays the charging to avoid unnecessary self-discharge losses.
As a result, additional load peaks due to storage charging are
experienced with the rule-based strategy.

B. Overall assessment of control approaches

This section evaluates overall strategies performance ac-
cording to the predefined indicators. A reference case for
microgrid operation without any storage is also considered.
In this case, the local RE production is directly consumed and
the surplus/deficit is balanced by the public distribution grid.
From Fig. 3 (a) it is appreciated that the load has two peak
periods in a day, one during working hours and the second
during valley hours, which corresponds to the activation of
the air conditioning unit. It means that the normal operation
of the microgrid without storages already benefits from the
TOU pricing. As the optimization-based algorithms rely on
the quality of the used forecasts, the performance of MPC
approach is evaluated by comparing a perfect and an imperfect
load forecast. Table IV presents the summary of the different
performance indicators for the two control approaches.

The MPC control approach results in 5.38 % and 1.85 %
lower operating costs than the reference case and the rule-
based case, respectively. Higher savings are not accomplished
as the rule-based strategy is also able to benefit from the TOU
price differences. RE self-consumption and self-sufficiency
experience a moderate increase by approximately 10 %-points
and 2.5 %-points, respectively. Even though self-consumption
is not defined explicitly in MPC’s objective function, the

improvement on self-consumption, when compared to rule-
based, occurs because of the following reason: when MPC
predicts a surplus of RES production, it tries to empty the units
so the predicted energy surplus can be stored and used later for
local demand, instead of purchasing from the grid. The overall
energy exchanged with distribution grid is lowered by 85-
105 MWh. This reduces operating costs as expensive electricity
purchases are avoided. There is also a slight reduction in
storage losses.

The implemented load forecast has an overall mean average
percentage error of 24.7 % over one year. Yet, through the
feedback loop and the continuous optimization, the control
approach is able to reduce the impact of such an error as
annual savings only decrease by 5,000 RMB compared to the
perfect forecast, which still corresponds to savings of 4.90 %
over the reference case. After introduction of an imperfect
forecast, RE self-consumption and self-sufficiency remain at a
similar level. Storage losses slightly decrease with an imperfect
forecast which indicates that less energy is stored overall. The
exchanged grid energy is marginally higher compared to the
perfect forecast.

C. Sensitivity analysis of prediction horizon

To evaluate the impact of the optimization horizon on
the performance of the MPC strategy, the length of the
optimization window is varied from 6h to 24 h. Fig. 4 shows
the resulting one-year operating costs.

There is a noticeable decrease in operating costs as the
prediction horizon changes from 12h to 15h. This indicates
that up to 12 h, the EMS is unable to forecast off-peak and peak
hours within one optimization period. The differences between
off-peak and flat hour prices as well as flat and peak hour
prices are not sufficient to operate the storage system in a cost-
decreasing way. This results in lower usage of storage units and
the EMS is unable to take advantage of differences between
peak and off-peak prices. A further increase in prediction
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horizon leads to only a marginal improvement in savings, with
maximum of 2% with 24 h horizon. Hence, a 15h prediction
is chosen for the simulation as it provides a good compromise
between a reduction in operation cost and an increase in
calculation time.

D. Discussion of results

In general, the MPC approach leads to a more efficient
microgrid operation as it is able to exploit price differences
more effectively than a rule-based strategy. The achieved
improvement is not extremely high compared to the rule-based
strategy, which is a result of the chosen TOU pricing system
and the installed sizes of the microgrid components. Note
that the performance of the rule-based strategy is limited to
the considered case and any changes may require redefining
the control strategy. With MPC, the same EMS offers a
sustainable optimal performance irrespective of considered
pricing systems, major changes in load/generation profiles and
components in microgrid. Additionally, MPC effectively mini-
mizes the impact of the forecast quality as the key performance
indicators such as operating costs do not decrease much with
an imperfect load forecast. Yet, an RE production forecast
is not implemented which might affect MPC performance
slightly.

VII. CONCLUSION

As large-scale integration of local generation units poses
increasing challenges to distribution grids, microgrids receive
increased attention. Especially cost-efficient microgrid oper-
ation while satisfying local load demand and system con-
straints is of high interest. This paper analyzes and assesses
two control approaches for grid-connected microgrids: rule-
and optimization-based control. For the former, a specialized
heuristic algorithm is used while for the latter, a model predic-
tive control algorithm with mixed integer linear programming
implementation is chosen. Both approaches are simulated for
an office building microgrid in China.

Simulation results show that the optimization-based ap-
proach leads to a more cost-efficient microgrid operation while
increasing local utilization of RE production. Savings of up to
5 % compared to operation without storages and 2 % compared
to the rule-based approach are observed in considered case
study. Furthermore, MPC is also able to minimize the impact
of load forecast errors. Finally, a careful selection of the
prediction horizon is necessary to be able to achieve a good
trade-off between performance and computational complexity.

Nevertheless, the results are limited to the used data.
Since, only operation-related costs are included in current
study, additional costs, e.g. system fixed costs and investment
costs can be added in the future. Some other interesting
points for further work are the extension of the model with
additional microgrid components, other operational objectives,
other pricing systems and performance with more sophisticated
forecasting algorithms.
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Abstract— Aufgrund der Energiewende, mit dem Wandel von
einer fossil befeuerten zu einer regenerativen Energieversorgung,
wird die Erforschung von alternativen Konzepten fiir
Netzdienstleistungen immer wichtiger. Ein solches Konzept ist
die Erbringung von Regelleistung mit Energiespeichern. In
diesem Beitrag wird u.a. der Verlauf der Netzfrequenz
analysiert und ein Simulationsmodell zur Untersuchung eines
Speichers in der Anwendung Primérregelleistung entwickelt. In
diesem Zusammenhang wird ein Konzept, gestiitzt durch
entsprechende Simulationsergebnisse, vorgestellt, das
insbesondere fiir Betreiber grofier industrieller
Verbrauchsanlagen zeigt, wie diese in Kombination mit
Batteriespeichern zur Regelleistungserbringung genutzt werden
konnen. Eine  Wirtschaftlichkeitsanalyse vergleicht die
verschiedenen Konzepte der Primérregelleistungserbringung mit
Batteriespeichern.

Keywords-Speichersysteme, Batteriespeicher, Systemdienst-
leistungen, Primdrregelleistung, Lastmanagement
L EINLEITUNG
Eine regenerative und emissionsarme elektrische

Energieversorgung ist aktuell eines der zentralen Ziele von
Forschung und Entwicklung. Herausforderungen ergeben sich
dabei durch die wetterabhéngige, und dadurch nur bedingt
vorhersagbare, Einspeisung der meisten regenerativen
Energiequellen. Die Speicherung von elektrischer Energie ist
eine Option die Herausforderungen der Energiewende zu
bestreiten. Speicher konnen die Erzeugung und den Verbrauch
von Energie zeitlich entkoppeln und so zu einer Entlastung der
Netze beitragen.

In diesem Beitrag werden Konzepte zur Erbringung von
Primérregelleistung (PRL) mit elektrischen Energiespeichern
dargestellt. ~ Als  Beispielsystem  wird  dabei  ein
Grof3batteriespeicher auf Basis der Lithium-Ionen-Technologie
betrachtet. Batteriespeicher sind ein Beispiel fiir schnell
reagierende Elektrizititsspeicher. Insbesondere Lithium-Ionen-
Batterien sind in der Lage PRL zu erbringen [1].

Johanna Myrzik

Inst. f. Energiesysteme, Energieeffizienz & Energiewirtsch.
Technische Universitidt Dortmund
Dortmund, Germany

II.  REGELLEISTUNG

Da elektrische Netze kaum in der Lage sind Energie zu
speichern, ist es erforderlich, dass sich Erzeugung und
Verbrauch zu jedem Zeitpunkt decken. Unterschiede zwischen
Erzeugung und Verbrauch konnen durch Messung der
Netzfrequenz, welche innerhalb eines Wechselspannungsnetzes
an jedem Ort nahezu gleich ist, erfasst werden. Zu viel
Erzeugung bzw. zu wenig Verbrauch fiihrt zu einer positiven
Abweichung zur Sollfrequenz und zu wenig Erzeugung bzw.
zu viel Verbrauch fiihrt zu einer negativen Abweichung zur
Sollfrequenz. Hierbei kommen kleinere Abweichungen zur
Sollfrequenz unter anderem dadurch zustande, dass die
Netzlast und die Erzeugung von Energie aus Windkraft und
Photovoltaik nicht vollkommen genau prognostizierbar sind.
GroBlere Abweichungen dagegen, welche im Extremfall auch
Netzausfille zur Folge haben koénnen, konnen beispielsweise
durch den Ausfall eines Kraftwerkes verursacht werden. [2]

A. Arten von Regelleistung

Aufgrund  unvermeidlicher  Differenzen  zwischen
Erzeugung und Verbrauch, ist es erforderlich, dass es Systeme
gibt, die bei Bedarf fehlende Leistung ins Netz ein- oder
ausspeisen und somit Regelleistung erbringen. Regelleistung
gehort, wie z.B. auch  Spannungshaltung  und
Schwarzstartfahigkeit, zu den  sogenannten  System-

i Hoherer Frequenzabfall
¢ :durch eine Stérung im Netz

i Momentanreserve

i| 2 Primarregelleistung

Wy
Minutenreserveleistung @

Sekundarregelleistung | (geplant aktiviert)

Leistung / Frequenzabfall

Minutemeserveleislung
(direkt aktiviert) '

\J Zait

Abbildung 1. Ablosekonzept fiir Regelleistung im européischen
Verbundnetz [3]
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dienstleistungen, welche von Netzbetreibern bereitgestellt
werden miissen. Hierbei wird zwischen Primérregelleistung,
Sekundérregelleistung und Minutenreserveleistung
unterschieden. PRL wird fiir das zentraleuropéische
Verbundnetz solidarisch erbracht und muss nach 30 Sekunden,
nach Auftritt einer Stérung im Netz, voll verfiigbar sein.
Sekundidrregelleistung  wird jeweils flir eine bestimmte
Regelzone erbracht und muss nach 5 Minuten in voller Hohe
verfiigbar sein, um eine Stdrung innerhalb der Regelzone
auszugleichen und die PRL abzuldsen. Bei linger anhaltenden
Storungen wird begonnen, die Sekundérregelleistung von der
Minutenreserveleistung, welche fiir den durch die Storung
betroffenen Bilanzkreis erbracht wird, abzuldsen. Obwohl es
sich hierbei um ein Abloseverfahren (siche Abbildung 1)
handelt, darf nicht félschlicherweise davon ausgegangen
werden, dass PRL fiir lediglich 15 Minuten erbracht werden
muss und danach aussteigen darf. Vielmehr ist es so, dass PRL
kontinuierlich erbracht werden muss, um die Auswirkungen
von iiberlagerten Storungen innerhalb des zentraleuropdischen
Verbundnetzes schnell zu begrenzen.

Neben den Begriffen Primérregelleistung, Sekundir-
regelleistung und Minutenreserveleistung wird haufig auch die
sogenannte Momentanreserve genannt. Diese wird derzeit
durch die im Netz befindlichen rotierenden Massen umgehend
aktiviert, sobald es zu einem plotzlichen Frequenzabfall
kommt, ist jedoch nur fir wenige Sekunden wirksam.
Momentanreserveleistung  konnte  jedoch auch  durch
Batteriespeichersysteme erbracht werden, da diese in der Lage
sind, die erbrachte Wirkleistung im Millisekundenbereich zu
variieren. Somit konnte der Verlust von rotierenden Massen,
bedingt durch eine Erhohung des Anteils von
Erzeugungsanlagen auf Basis regenerativer Energie, u. a. durch
Batteriespeichersysteme kompensiert werden. [2]

In diesem Beitrag soll insbesondere auf die Erbringung von
PRL eingegangen werden.

B.  Ausschreibung von Primdrregelleistung

Die Voraussetzungen und Regularien zur Erbringung von
Regelleistung werden im sogenannten Transmission Code [4]
beschrieben. Zur Erbringung von PRL wird von den
Ubertragungsnetzbetreibern (UNBs) ein  Ausschreibungs-
verfahren durchgefiihrt. Bei dieser Ausschreibung koénnen
Anbieter ihre Anlagen auf einer Internetplattform [5] zur
Erbringung von PRL anbieten. Bei der Ausschreibung betriagt
die Mindestleistung =1 MW und muss symmetrisch fiir den
Zeitraum von einer Woche erbracht werden. Vergiitet wird die
Erbringung von Primirregelleistung iiber einen Leistungspreis.
Eine Voraussetzung zur Teilnahme an der Ausschreibung ist
eine Praqualifikation der Anlage. Fiir diese Priqualifikation
muss u.a. ein vordefiniertes Leistungsprofil abgefahren
werden. Die Priqualifikation soll somit sicherstellen, dass der
Erbringer, die Anforderungen fiir die Erbringung von PRL
technisch sowie organisatorisch erfiillt. Derzeit sind fiir das
zentraleuropdische Verbundnetz 3.000 MW PRL [5] gefordert.

III. ERKENTNISSE AUS NETZFREQUENZANALYSEN

Der Verlauf der Netzfrequenz bestimmt mafigeblich die zu
erbringende PRL im europdischen Verbundnetz. Daher wurde

eine modellbasierte Analyse von
durchgefiihrt.

Im Mittel betrdgt die Netzfrequenz im europdischen
Verbundnetz 50 Hz. Durch duflere Umstidnde, wie z. B. eine
hohe Einspeisung regenerativer Energie, kann der
Frequenzmittelwert {iber einen gewissen Zeitraum von diesem
Sollwert abweichen. Die zu erbringende PRL wird in
Abhingigkeit der Frequenzabweichung vom  Sollwert
berechnet. Weicht die Netzfrequenz um mehr als £200 mHz
vom Sollwert ab, muss 100% der vermarkteten Leistung
erbracht werden. In dem Bereich einer Frequenzabweichung
von -10 mHz und 10 mHz ist ein Totband definiert. Befindet
sich die Frequenz innerhalb dieses Totbandes, muss keine
Regelleistung erbracht werden (vgl. Abbildung 4).

realen Frequenzdaten

In Abbildung 2 sind die durchschnittlichen Tagesfrequenz-
abweichungen fiir das Jahr 2013 dargestellt. Es zeigt sich, dass
im Verlauf eines Jahres groBe und lédnger andauernde
Frequenzabweichungen auftreten kénnen. Ein Beispiel fiir eine
linger andauernde Uberfrequenz ist zwischen dem 19. und 30.

Juni (Tag 170 bis 181) zu beobachten. Fiir einen
Regelleistungserbringer bedeutet eine andauernde
Uberfrequenz im  Durchschnitt auch eine tendenziell

andauernde Aufnahme von Energie aus dem Netz. Fiir
Speicher ergibt sich dadurch eine besondere Herausforderung
aufgrund ihrer begrenzten Kapazitit. Bei lang anhaltenden oder
starken Frequenzabweichungen in eine Richtung droht somit
ein Voll- bzw. Leerlaufen des Speichers.

IV. KONZEPTE ZUR REGELLEISTUNGSERBRINGUNG DURCH
BATTERIESPEICHER

Von den Ubertragungsnetzbetreibern wird eine verlissliche
Erbringung von PRL gefordert. Aufgrund der begrenzten
Kapazitdt eines Batteriespeichers und der Frequenz-
abhingigkeit der Primérregelung, kann ein Voll- bzw.
Leerlaufen der Batterie nicht ausgeschlossen werden. Um die
Zeitverfugbarkeit eines Speichers zur Erbringung von PRL zu
erhohen, konnen mehrere Konzepte, dargestellt in Abbildung 3,
genutzt werden.

Eine Moglichkeit, um eine hohe Zuverldssigkeit eines
Speichers zur Erbringung von PRL zu gewihrleisten, ist ein
groBes  Kapazitits-Leistungs-Verhdltnis. Je groBer die
Kapazitit eines Speichers, desto ldnger kann bei einer
bestimmten Leistung ent- bzw. geladen werden.
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Abbildung 2. Durchschnittliche Tagesfrequenzabweichung
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Abbildung 3. Konzepte zur Erbringung von Primérregelleistung mit
Batteriespeichern

Des Weiteren konnen Regelleistungserbringer zu einem
Pool von Anlagen zusammengeschlossen werden. In so einem
Pool ist die Integration von Speichern denkbar. Droht der
Ausfall einer Anlage, beispielsweise durch das Voll- oder
Leerlaufen eines Speichers, kann eine weitere zurlickgehaltene
Anlage die Erbringung von Regelleistung tibernechmen. Dabei
ist zu beachten, dass die zuriickgehaltene Leistung nicht
vermarktet werden kann.

Eine weitere Moglichkeit, welche in diesem Beitrag naher
betrachtet wird, ist die Kombination eines Speichers mit einer
Industrieanlage bzw. einem groflen Verbraucher. Hierbei wird
letztendlich ein &dhnliches Verhalten wie bei einem
konventionellen Erbringer (z. B. Kraftwerk) simuliert. In einem
konventionellen Kraftwerk werden beispielsweise durch
Turbinendrosselung oder Kondensatstau ~ kurzfristig
Energiereserven aktiviert und somit PRL erbracht. Diese
Kurzzeitspeicher lassen sich durch eine Nachfithrung von
Brennstoff, welcher einen Langzeitspeicher darstellt, zeitlich
unbegrenzt wieder auffiillen. [6]

Durch die Kombination von Batteriespeicher und
Verbraucher fungiert die Batterie als Kurzzeitspeicher und der
Verbraucher  als  Langzeitspeicher.  Eine  besondere
Herausforderung ist hierbei, den FEinfluss auf die
Industrieanlage moglichst gering zu halten, da Parameter wie
Produktqualitdt und Produktionsmenge kaum bis gar nicht
beeinflusst werden diirfen.

V.  BETRIEBSSTRATEGIEN FUR ENERGIESPEICHER

Verschiedene  Energiespeicher, wie  beispielsweise
Batterien, sind in der Lage, die Anforderungen an die
Primérregelleistungserbringung hinsichtlich Geschwindigkeit
und Flexibilitdt zu {bertreffen. Durch Ausnutzung dieser
Freiheitsgrade ist es mdglich, den Verlauf des Ladezustandes
im gewissen MalBe zu Dbeeinflussen. Zwei solcher
Betriebsstrategien, welche von den deutschen UNBs in einem
Leitfaden [7] dargestellt und ausdriicklich zugelassen sind,
werden im Folgenden néher betrachtet und sind in Abbildung 4
dargestellt.

A.  Optionale Ubererfiillung

Bei der Erbringung von PRL ist es geméll Transmission
Code [4] moglich die geforderte Leistung um bis zu 20% tiber
zu erfiillen. Diese Ubererfiillung kann zur Regelung des
Ladezustandes eines Batteriespeichers genutzt werden. Wird
z. B. eine negative Erbringung von Regelleistung bendtigt,
kann mit 120% der geforderten Leistung geladen werden. Dies
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Abbildung 4. Geforderte PRL in Abhéngigkeit der Frequenz

ist beispielweise sinnvoll, wenn der Ladezustand des Speichers
in der Nidhe seiner unteren Kapazititsgrenze ist. Durch die
erhohte Ladeleistung wird die Batterie schneller auf einen
hoheren Ladezustand gebracht. [7]

B. Totband

Eine weitere Betriebsstrategie ist die Ausnutzung des
Totbandes. Befindet sich die Netzfrequenz innerhalb des
Totbandes wird keine PRL gefordert. Wahrend dieser Zeit
kann es hilfreich sein, den Ladezustand auf ein mittleres
Niveau zu heben, falls sich dieser in der Né&he der
Kapazitatsgrenzen des Speichers befindet. So eine Ausnutzung
des Totbandes ist zulédssig, solange das Laden und Entladen des
Speichers netzfreundlich erfolgt. Dies bedeutet, dass nur
geladen werden darf, wenn die Frequenz im positiven Bereich
des Totbandes zwischen 50Hz und 50,01 Hz ist.
Gleichermaflen darf ein Entladen des Speichers nur im
negativen Bereich (49,99 Hz bis 50 Hz) stattfinden. [7]

Um eine netzfreundliche Nutzung des Totbandes
sicherzustellen, wird eine hohe Messgenauigkeit von den
UNBs gefordert. Die Genauigkeit der Frequenzmessung muss
dabei besser als der Toleranzbereich des Totbandes sein.
Betriagt die Messgenauigkeit beispielsweise +5 mHz, ist eine
Ausnutzung des Totbandes im Bereich von 49,995 Hz und
50,005 Hz nicht zulissig.

VI. SIMULATIONSMODELL

Mit der Software Matlab/Simulink®, welche sich
besonders zur Durchfiihrung numerischer Berechnungen und
der grafischen Darstellung der Ergebnisse eignet, wurde ein
Simulationsmodell entwickelt, um das Verhalten von
Energiespeichern unter einstellbaren Bedingungen zu
simulieren. Das Modell berechnet aus dem Verlauf der
Netzfrequenz und den Regeln des Transmission Codes den
Leistungsverlauf fiir die Erbringung von z. B. PRL. Ausgehend
von diesen Daten wird der Ladezustandsverlauf (State-of-
Energy)  simuliert. =~ Weiterhin ~ wird  der  tégliche
durchschnittliche Energieumsatz berechnet. Die Simulation
wird genutzt, um einen Eindruck iiber die Entwicklung des
Ladezustands, der Zyklenbelastung und der zu erbringenden
Leistung des Gesamtsystems zu bekommen.

Um die Kombination von Batteriespeicher und industrieller
Verbrauchsanlage zZu untersuchen, wurde das
Simulationsmodell um eine flexibel steuerbare Last erweitert.
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Durch eine Kombination von Verbraucher und Batteriespeicher
entstehen zusitzliche Freiheitsgrade [7], um Regelleistung zu
erbringen. Die Betriebsfithrung hingt dabei stark von der
jeweiligen Industricanlage ab. Dabei konnen einerseits
Anforderungen aus dem Produktionsbetrieb sowie Zustédnde
des Speichers im Modell beriicksichtigt werden.

Von dem erweiterten Modell werden auflerdem Indikatoren
berechnet, um die Belastung der Verbrauchsanlage bewerten zu
konnen. Diese hier definierten Indikatoren sind die
Einsatzhaufigkeit » und die durchschnittliche Einsatzdauer T’
der Anlage. Die Einsatzhdufigkeit beschreibt die Anzahl der
Aktivierungen der Verbrauchsanlage, um den Speicher bei der
Erbringung von PRL zu unterstiitzen. Die Einsatzdauer
beschreibt die durchschnittliche Zeit in Minuten pro Einsatz, in
der die Verbrauchsanlage zur Unterstiitzung des Speichers
verwendet wird.

VII. SIMULATIONSERGEBNISSE

A. Batteriespeicher im Einzelbetrieb

In einer ersten Simulation wurde das Verhalten eines
Speichers im Einzelbetrieb unter Annahme einer unbegrenzten
Kapazitat untersucht. Der Speicher reagiert direkt auf ein
Frequenzsignal nach den Regeln des Transmission Codes, ohne
Ausnutzung von Freiheitsgraden. Dazu wurde das Jahr 2013
fiir eine Primérregelleistungserbringung von 1 MW simuliert.
Der Gesamtwirkungsgrad des Batteriespeichersystems wurde
fiir einen vollstdndigen Lade- und Entladevorgang vereinfacht
mit n1=100% angenommen. In Abbildung 5 ist das Ergebnis der
Simulation, als Funktion von Ladezustand iiber der Zeit,
dargestellt. ~ Weiterhin ~ sind  die  durchschnittlichen
Frequenzabweichungen aus Abbildung 2 im Diagramm
aufgetragen. Es zeigt sich, dass der Verlauf des Ladezustandes
analog zur Frequenzabweichung verlduft. Bei einer
durchschnittlichen Uberfrequenz im Netz wird der Speicher
tendenziell geladen, bei einer durchschnittlichen Unterfrequenz
tendenziell entladen. Zur Orientierung wurde die State-of-
Energy Achse skaliert fiir einen Speicher mit 1 MWh
Energieinhalt dargestellt. Es ist ersichtlich, dass in diesem Fall
eine vergleichsweise hohe Kapazitit des Batteriespeichers
bendétigt werden wiirde, um fiir den betrachteten Zeitraum mit
einer Batterie alleine ununterbrochen PRL zu erbringen.

In Annahme der oben beschriebenen Bedingungen, wurde
der durchschnittliche Energieumsatz fiir das gesamte Jahr 2013
berechnet und ist in Abbildung 6 dargestellt. In 2013 wiére im
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Abbildung 6. Téglicher Energieumsatz fiir die Erbringung von 1 MW PRL

Durchschnitt ein Energieumsatz von ca. 1.800 kWh am Tag
notig gewesen um 1 MW PRL zu erbringen. Dies entspricht
einer dquivalenten Vollzyklenzahl von etwa 330 Zyklen pro
Jahr fiir einen Speicher mit | MWh Energieinhalt.

B. Batteriespeicher in Kombinatin mit einer Industrieanlage

In einer zweiten Simulation wurde das Verhalten des
Speichers untersucht, wenn zusdtzlich eine industrielle
Verbrauchsanlage zum Ladezustandsausgleich genutzt wird.
Dazu wurde fiir die flexible Last der Verbrauchsanlage eine
Leistung von 20% der maximal zu erbringenden Regelleistung
angenommen. In Abbildung 7 ist das Ergebnis der Simulation,
als Funktion von Ladezustand {iber der Zeit, dargestellt.

Durch einen geeigneten Kombinationsbetrieb mit der
Verbrauchsanlage ~ wird ~ eine  Uberschreitung  der
Kapazititsgrenze verhindert und der Ladezustand auf einem
mittleren Niveau gehalten. Somit kann der Ladezustand fiir den
gesamten Simulationszeitraum innerhalb einem wesentlich
kleineren Kapazititsbereich gehalten werden, als im
Einzelbetrieb aus Kapitel VILA.

In Kombination mit einer Industricanlage betrdgt der
durchschnittliche Energicumsatz des Batteriespeichers etwa
1.800 kWh pro Tag fiir den betrachteten Zeitraum. Somit
dndert sich die durchschnittliche umgesetzte Energie im
Vergleich zum Einzelbetrieb nicht. Jedoch sind die maximalen
taglichen Ausschlige hoher als im Einzelbetrieb, wie in
Abbildung 8 dargestellt.

Um die Auswirkungen auf die Industrieanlage messbar zu
machen, wurden die in Kapitel VI beschriebenen Indikatoren in
der Simulation berechnet. Fiir das Jahr 2013 wiren in etwa 300
Aktivierungen der Verbrauchsanlage ndtig gewesen, um den
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Abbildung 7. Verlauf des Ladezustandes in Kombination mit einer
Industrieanlage
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Abbildung 8. Téglicher Energieumsatz fiir einen Batteriespeicher in
Kombination mit einer Industrieanlage

Ladezustand des Batteriespeichers in seinen Grenzen zu halten.
Die durchschnittliche Einsatzzeit der Anlage betrug dabei
ca. 110 Minuten.

C. Batteriespeicher in Kombination mit einer Industrie-
anlage und optimierter Betriebsstrategie

Um den Einfluss der Betriebsstrategien aus Kapitel V zu
untersuchen wurde eine dritte Simulation durchgefiihrt. Hierbei
wurden beide Betricbsstrategien, die Ausnutzung des
Totbandes sowie die optionale Ubererfiillung, angewendet. Der
Verlauf des Ladezustandes verbleibt innerhalb  der
Kapazititsgrenzen des Speichers und dhnelt somit dem Verlauf
in Abbildung 7. Allerdings dndert sich der durchschnittliche
Energieumsatz und steigt um 200 kWh auf 2.000 kWh pro Tag.
Die maximale Hohe der Ausschldge bleibt, wie in Abbildung 9
dargestellt, jedoch gleich.

Die Industriecanlage wére im Fall der optimierten Be-
triebsstrategien etwa 200-mal aktiviert worden, mit einer
durchschnittlichen Einsatzzeit von T=115 Minuten.

VIII. ANALYSE DER WIRTSCHAFTLICHKEIT

Mit Hilfe einer Kapitalwertberechnung wird die
Wirtschaftlichkeit der oben beschriebenen Ansdtze zur
Primérregelleistungserbringung mit Batteriespeichern

verglichen. Die moglichen Erlose berechnen sich aus den von
den UNBs gezahlten Leistungspreisen fiir die Erbringung von
PRL. Somit wird die vorgehaltene Leistung vergiitet. Eine
Vergiitung fiir die erbrachte Arbeit gibt es im Markt fiir PRL
nicht. Fir die Betrachtung der Wirtschaftlichkeit wurden die
PRL-Preise der letzten 3 Jahre analysiert, um einen
Durchschnittswert zu bestimmen. Diese Preisentwicklung ist in
Abbildung 10 dargestellt.
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Abbildung 9. Téglicher Energieumsatz fiir einen Batteriespeicher in
Kombination mit einer Industrieanlage und optimierter Betriebsstrategie
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Es zeigt sich, dass im Mittel 3.144 € pro MW und Woche
erwirtschaftet werden konnten. Dies entspricht einem
jéhrlichen Erléos von 163.488€ pro MW. Es wird
angenommen, dass die Menge an ausgeschriebener PRL in den
nédchsten Jahren konstant bleibt [8]. Bei einer Vermarktung der
Anlage in einem Regelleistungspool, miissen gemal3 [9] etwa
30% der Erlose an den Betreiber des Pools gezahlt werden.
Damit verringern sich die durchschnittlichen jahrlichen Erlose
auf rechnerisch ca. 114.442 € pro MW.

Die Investitionskosten fiir einen Batteriespeicher mit 1 MW
Leistung und einer Kapazitdt von 1 MWh werden zu 600 €/kW
angenommen [10]. Durch eine Erhdhung der Kapazitit erhoht
sich auch die Investition fiir den Speicher. Wird beispielsweise
die Kapazitit  vervierfacht, erhdhen sich die
Investitionsausgaben auf 1.650 €/kW [10]. Obwohl die
Simulation in Kapitel VIILA gezeigt hat, dass noch eine
erheblich grofere Kapazitit fiir eine zuverldssige PRL-
Erbringung notwendig ist, wird in dieser
Wirtschaftlichkeitsanalyse mit einer konservativen
Investitionsausgabe von 1.650 €/kW gerechnet. Die fiir die
Wirtschaftlichkeitsbetrachtung notwendigen Angaben sind in
Tabelle 1 zusammengefasst.

Abbildung 11 =zeigt das Ergebnis der Kapital-
wertberechnung. Es zeigt sich, dass die Kombination von
Batteriespeichersystem und industrieller Verbrauchsanlage den
hochsten Kapitalwert fiir einen Betrachtungszeitraum von 10
Jahren erwirtschaftet. Bereits nach 5 Jahren ist der Kapitalwert
der Investition positiv. Auch die Vermarktung des
Batteriespeichers in einem Regelleistungspool, weist nach 10
Jahren einen positiven Kapitalwert auf, jedoch wird dieser,
aufgrund der um 30% verringerten Erlose, erst im Jahr 8
erreicht.  Eine  VergroBerung  der  Kapazitit  des
Batteriespeichers fiithrt bei einer Abschreibedauer von 10

TABELLE 1. ANNAHMEN DER WIRTSCHAFTLICHKEITSBERECHNUNG

Moglichkeiten der PRL-Erbringung
Annahmen
Hohe Kapazitiit Pool Batterie + Last
Abschreibedauer 10 Jahre
Kalkulationszinssatz 10 %
Investitionsausgabe 1.650.000 € 600.000 € 600.000 €
Jahrlicher Erlos 163.488 € 114.422 € 163.488 €
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Jahren und dem angenommenen Kalkulationszinssatz von 10%
nicht zu einer vorteilhaften Investition. Obwohl die Kapazitit
der Batterie lediglich vervierfacht wurde, was fiir eine
zuverldssige PRL-Erbringung nicht ausreichend ist (siche
Kapitel VII.A), kann aufgrund der hohen Anfangsinvestition
kein positiver Kapitalwert erreicht werden.

IX. AUSWERTUNG DER ERGEBNISSE

Mit dem entwickelten Simulationsmodell kann die
Erbringung von PRL durch GroBbatteriespeicher mit
verschiedenen Betriebsstrategien und in Kombination mit
Verbrauchsanlagen untersucht werden. In Abbildung 5 ist
ersichtlich, dass eine sehr hohe Kapazitit des Batteriespeichers
bendtigt wird, um zuverldssig PRL zu erbringen. Durch eine
Kombination von Industricanlage und Batteriespeicher kann
dieselbe Menge PRL mit einer erheblich kleineren Kapazitit
der Batterie erbracht werden. Dabei wird die Verbrauchsanlage
im Durchschnitt weniger als einmal pro Tag aufgerufen, um
den Ladezustand innerhalb seiner Grenzen zu halten.

Durch den Einsatz der optimierten Betriebsstrategien kann
gezeigt werden, dass sich die Einsatzhdufigkeit der
Industrieanlage um ein Drittel verringern ldsst. Dabei bleibt die
durchschnittliche  Einsatzzeit der Anlage in einem
vergleichbaren Bereich, allerdings fiihrt dies zu einer Erh6hung
des tiglichen Energieumsatzes der Batterie. Insbesondere dann,
wenn die Frequenz innerhalb des Totbandes verbleibt, wird
durch die optimierten Betriebsstrategien zusitzliche Energie
umgesetzt. Auch die Ubererfiillung der geforderten PRL fiihrt
zu einer Steigerung des Energieumsatzes.

X. Fazit

Es ist moglich, mit Grofbatteriespeichern PRL zu
erbringen. Aufgrund der Tatsache, dass Batteriespeicher
Kurzzeitspeicher sind und bei der Primérregelung in
Abhiéngigkeit der Netzfrequenz geladen bzw. entladen werden,
besteht die Gefahr die Kapazititsgrenzen des Speichers zu
erreichen. Eine Méoglichkeit, dies zu verhindern, wire eine
Erhohung der Kapazitét des Batteriespeichers, was gleichzeitig
zu einer Erhohung der Investitionskosten fithren wiirde. Somit

verringert sich, aufgrund der gleichbleibenden Einnahmen, die
Wirtschaftlichkeit des Speichers. Eine Alternative um eine
zuverldssige Erbringung von PRL zu garantieren, ist die
Eingliederung des Speichers in einen Pool von
Regelleistungserbringern. Aufgrund der Abgaben an den
Regelleistungspool-Betreiber sinken jedoch die erzielbaren
Erlése. Eine weitere Moglichkeit ist die Kombination von
einem Speicher mit einem flexiblen Verbraucher. Wie in
diesem Beitrag gezeigt, ermdglicht der kombinierte Betrieb
eine zuverldssige Bereitstellung von PRL. Betreiber von
Industrieanlagen, die bislang nicht in der Lage sind PRL zu
erbringen, konnen von einem solchen kombinierten Betrieb
profitieren. Dariliber hinaus erzielt die Kombination von
Speicher und Industrieanlage den hochsten Kapitalwert der
drei dargestellten Optionen.

Durch den Einsatz optimierter Betriebsstrategien kann die
Belastung einer Industrieanlage im kombinierten Betrieb
erheblich verringert werden. Dabei ist zu beachten, dass durch
den gestiegenen Energieumsatz des Speichers die Lebensdauer
der Batterie sinken kann [11]. Fiir jede Kombination von
Batteriespeicher und Industrieanlage muss somit ein Optimum
zwischen Einsatzhaufigkeit der Anlage und Energieumsatz des
Speichers gefunden werden. Wo dieses Optimum liegt, héngt
von der Anlage und der Speichertechnologie ab. Mit Hilfe der
beschriebenen Indikatoren und des entwickelten Simulations-
modells kann dieses Optimum bestimmt werden.
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Abstract—As compressed air energy storage (CAES) is a
promising energy storage technology that has already proven its
reliability in commercial operation some basic thermodynamic
information on this process are elaborated in this paper. It shows
a comparison of the thermodynamic process cycles of the CAES
plants in Huntorf and McIntosh that has been modeled in EES
(Engineering Equation Solver). Detailed T-s-Diagrams are given
to show the differences of reversible and irreversible
thermodynamic modeling of CAES. It is demonstrated that
irreversibility assumption leads to an over estimation of the plant
efficiency and therefore newer CAES concepts (like adiabatic
CAES) should not be approximated with reversibility
assumptions to avoid misleading statements.

Keywords - CAES; energy storage; EES; thermodynamic cycle
comparison, renweable energy, Energiewende

L ENERGY STORAGE FOR RENWEABLES

The switch from fossil energy sources to energy generation
with renewable sources like wind power and photovoltaic leads
to a mismatch of power supply and demand. Nevertheless the
German government pursues the so called ‘Energiewende’. The
installation of additional renewable energy plants is highly
encouraged and financially supported. Two of the main pillars
of renewable energy are wind and solar power. These two vary
within the time of day and season disregarding the power
demand and furthermore causing high power gradients that can
destabilize the grid. The temporal mismatch of supply and
demand as well as the high power gradients can be suspended
by the use of energy storage technologies that supply
regulating energy.

In the field of large commercial mechanical energy storage
pumped hydro energy storage (PHES) and compressed air
energy storage (CAES) are suitable technologies to deliver
flexible power within a wide regulation range and to store
energy for intermediate term with little storage losses. Both
technologies PHES and CAES have proven their feasibility and
reliability in commercial use for several decades. While
installed power of PHES exceeds seven Gigawatts in Germany
alone, the installed power of CAES plants is limited to only
432 MW worldwide. The two existing commercial plants

Huntorf and MclIntosh are analyzed in detail in this paper from
a thermodynamic point of view.

II.  GENERAL DESCRIPTION OF CAES

The CAES process is similar to the gas turbine or Joule
process (also called Brayton process) with the addition of a
temporary storage of compressed air after the compression [1].
This automatically leads to a decoupling of compressor and
expander, which are usually complementary parts of the same
drive shaft. A conventional gas turbine consists of one shaft
with compressor, combustion and expander zone as parts of the
same rotating equipment.

The following simplified process flow (a and b) and T-s-
diagrams (c and d) show the conventional open Joule/ Brayton
cycle (a and c) in comparison with CAES cycle (b and d):

a) b)

Air
Storage

) S

Figure 1. Schematic process flow and T-s-diagram of the Joule and CAES-
Process to show the similarities and difference between both processes.
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The process is simplified to 4 state points with 1-2 air
compression (1-2° compression and air storage), 2(2’)-3
combustion and 3-4 expansion. Figure 1 shows that the actual
storage (from 2-2’) is an anti clockwise process in the T-s-
diagram which means energy is being consumed.

A.  Huntorf

The first CAES plant worldwide has been commissioned in
1978 in Huntorf, Germany. Today it has a turbine output power
of 321 MW with a discharge time at full load of 2 hours. The
charging time is with 6 hours three times higher as the
compressor train runs only 60 MW.

Huntorf uses two solution-mined salt caverns for air
storage. There is no heat cycling: neither heat storage of the
compression heat nor heat recovery of the exhaust gas. Due to
this Huntorf can be regarded as the basic plant configuration.
Nevertheless — as first of its kind — it included some
unprecedented technologies like a high pressured combustion
and ignition or special couplings for high driving speed and
high power [2]. Its original purpose is the back up of other
regional power plants especially due to its ability for black start

(2].

Some process design parameters of temperature and
pressure from the Huntorf steady state cycle are known from
[2] and [3]. The following table gives an overview of these
process parameters that serve as input values for the calculation
of the unknown process parameters.

TABLE I. PROCESS PARAMETER OF HUNTORF CAES [2][3]

Process Conditions
State
point Process Point Description pressure tempe-
in bar rature
1 ambient conditions 1,013 281 Ka)
2 outlet 1* compression stage 6
4 outlet 2" compression stage 46-72
5 after cooler exit/cavern inlet 322K
7 throttle outlet 46
8 inlet 1% expansion stage 41,3 763 K
10 inlet 2™ expansion stage 12,8 1218 K
11 outlet 2™ expansion stage 1,1
a) .average temperature at Huntorf site
B.  Mclntosh

The Mclntosh plant had its start up in 1991 in Alabama,
U.S. The power output of 110 MW is lower than Huntorf’s, but
the energy content or capacity (which is determined by the air
storage size) is with 26 hours at maximal load more than four
times higher.

The major advantage of Mclntosh’s plant configuration
over Huntorf is the addition of exhaust heat recuperation. The
stored air is preheated before the combustion with the help of
the hot exhaust gas, which leads to an augmentation of process

efficiency as will be shown in detail hereinafter. Furthermore a
4-stage compression has been chosen in contrast to Huntorf,
with two stages only.

The following table gives the process parameter of
MclIntosh’s CEAS plant.

TABLE II. PROCESS PARAMETER OF MCINTOSH CAES [3][4]

State Process Conditions

point Process Point Description p ;‘:s;:::e l;;”:: ree_
1 ambient conditions 1,013 281 K?
2 outlet 1* compression stage 4.1
4 outlet 2" compression stage 10.3
6 outlet 3" compression stage 26.9
8 outlet 4™ compression stage 62-80
9 after cooler exit/cavern inlet 316,5K
11 throttle outlet 50,7
12 exhaust heat recuperator exit 568 K
13 inlet 1¥ expansion stage 43 810K
15 inlet 2™ expansion stage 15 1144 K
16 outlet 2™ expansion stage 1,04

a) .average temperature at Huntorf site

III.  PROCESS UNITS OF CAES

In order to built up a model for the calculation of the
thermodynamic cycle of CAES the basic process units have to
be clarified. The process units compression, air and heat
storage, throttling, expansion as well as heat exchange and
combustion (described hereinafter in detail) are modeled within
the program EES — Engineering Equation Solver. This program
contains a wide data base of different fluid properties and
equations of state. With two state properties a third can easily
be calculated by its corresponding function. Besides state
properties any other calculation has to be noted as equation
(rather than assignments) and is solved by EES numerically.

A. Compression

During compression the working fluid is compressed from
an initial pressure p; to an outlet pressure p,, Temperature is
rising from T; to T,, where T, is unknown and has to be
calculated. For an ideal gas this can be done with the equation:

To,rev. = Ti : (po/pi)K-l/Ko (1)

which can be derived from first law of thermodynamic for
closed static systems (no potential, no kinetic energy) where
any change of the inner energy equals changes of work and
heat:

dU = W + 8Q. Q)

For an adiabatic process with 60 =0 and ideal gas
assumption dU=c¢, dT and reversibility assumption
oW = -p dv we get the equation
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¢, dT =-pdv. (3)

In combination with the ideal gas law p = R - T'/v and after
integration within the limits T; to T, and v; to v, the following
statement appears:

¢, In(T/T;) = -R/c, In(vy/v;) = In(v/v;)-R/c,. (4)

For an ideal gas it can be assumed that ¢, = ¢, + R and the
ideal gas law helps to replace v with p to get equation (1),
where = ¢,/c, = 1.4 for air as ideal gas.

The assumption that air behaves like an ideal gas is only in
a pressure range close to atmospheric pressure suitable and is
not sufficiently accurate for the entire CAES process (usually
going up to 70 bars or higher). Therefore the actual CAES
model is programmed in EES (Engineering Equation Solver)
which uses more accurate equations of state, namely the
calculations based on Lemmon et al. “Thermodynamic
Properties of Air and Mixtures of Nitrogen, Argon, and
Oxygen From 60 to 2000 K at Pressures to 2000 MPa” [5]. The
programming code to obtain a state variable is limited to a
simple  statement, e.g. to get the  entropy:
“si = entropy(‘Air_ha’, p=p_i, T=T 1)”, where “entropy(...)” is
an EES function name that reflects in combination with the
fluid name “Air ha” the equations according to [5] — an
equation of state for dry air.

The corresponding manual calculation (e.g. for verification
of EES’ results) can be done by looking up the property table
[5] with si(T;, p;) or can be calculated with the actual equation
of state shown in [5] that is:

Z =p/pRT =1 + §(da'/ds), , (5)

with o as the residual Helmholtz energy as a function of
the (reduced) pressure and temperature and 76 constants.
Further equations for the calculation of state variables are given
in [5] as well as the estimated uncertainty of the results that are
generally accurate to within 1 %.

Besides the equation of state, the primarily met reversibility
assumption is not realistic. In a real irreversible process energy
is dissipated and the isentropic efficiency 1, has to be
considered when calculation the technical work

W= Wreversible/ Ns- (6)
This affects the temperature after compression as follows:
To = Ti + (To,rev 'Ti) /ns 5 (7)

when assuming that the variation of c,;(T;) is small and a
medium ¢, can be used for the temperature range T; to T,). A
realistic value for the isentropic efficiency of a compressor lies
in the range 0.7 < m, < 0.88 [6]. In the model at hand an
isentropic efficiency for the compression of 1, < 0.80 is
chosen.

B.  Air and Heat storage

There are many possible pressure containers: solution
mined salt caverns, mined hard rock caverns, porous rock such
as aquifer [7] or depleted gas field [8], [9] as well as vessels for
smaller applications and pressure bags for off shore
applications. More costly and therefore less probable

alternatives are pipe batteries, cryogenic storage, absorption
and adsorption in solids and liquids and reversible chemical
combinations. [10] All of these options lead to the major
challenge of CAES: the pressurized stored air should not
exceed a certain temperature limit in order to assure storage
integrity. Therefore a large amount of heat has to be removed
from the compressed air stream before storage and either being
dissipated or stored for the later use in the expansion process
which leads over to the theoretical concept of “adiabatic
CAES” (A-CAES), where no heat other than the compression
heat is used to run the turbine process. In this concept no heat
in form of fuel combustion is added to the process.

Heat can be stored in different ways: as sensible heat of a
gas, liquid or solid as well as latent heat of a phase change, e.g.
water vaporization and condensation.

The relevant temperature range for the heat storage in
CAES concepts reaches from ambient to the maximum
compression temperature. In the case of adiabatic concepts this
can -in theory- be more than 900 K [11] or in a practical
example for Huntorf 614 K. A realistic limit for available turbo
compressors is up to 675 K [4].

The heat transfer medium has to be chosen according to the
temperature level of the specific process. In the case of
ADELE, an adiabatic CAES concept, for example sensible heat
storage in fireproofed stoneware has been researched for a
temperature level above 973 K [11].

C. Throttle

Another major issue linked to the air storage is the pressure
inside the storage reservoir. Cavities, caverns and vessels are
isochoric tanks. During expansion the storage tank is being
discharged and pressure drops, meanwhile the input pressure
for the expander is required to vary only in a minimal range to
make sure high efficiency during expansion. To bring together
both requirements air can be stored in the tank with a surplus
pressure and being throttled down to the required expander
input pressure. This is obviously linked to efficiency loss. The
implementation of an isobaric pressure tank is promising, but
causes higher technical effort in the realization. There are
several concepts addressing the isobaric storage option such as
“ISACOAST-CC” [3] or the off shore pressure bags [12].

The throttling process is modeled according to the Joule-
Thomson-Effect assuming an isenthalpic pressure change. To
calculate the resulting temperature the Joule-Thomson
coefficient pyr has to be determined from the Van-der-Waals-
coefficients a;, by, and fluid property molar heat capacity cpm
through: pyr = ((2ap /(R - Ti)) — br) / cpm. The temperature drop
of the throttle can then be calculated with:

AT = (pi—Po) - Mir (8)

D. Expansion

Analogue to the compression, expansion outlet temperature
T, can be approximated based on the assumptions of ideal gas
and reversibility which gives the outlet temperature (reversible)

To,rev. = Ti : (po/pi)K-l/K' (9)
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Considering the isentropic efficiency (irreversibility) of the
turbine that lies between 0,7 < 1, < 0,88 [6], the actual outlet
temperature of the expansion is (for ideal gas)

To = Ti - T]s (Tl - To,rev)~ (10)

The EES model uses the more precise equation of state for
air according to [5]. In the model at hand an isentropic
efficiency for the expansion of 1, < 0.80 is chosen.

E.  Heat exchange and combustion

Thermal cycling of compression heat and exhaust heat
recuperation strongly influence the process efficiency. During
compression a relatively high temperature level is reached that
could exceed the capability of the compressor and of the
following air storage. Due to this, compression in many CAES
concepts is subdivided in several stages, intermitted by inter
cooling (in Huntorf with cooling water [2]) and followed by an
after cooler. The negative side effect of these heat exchangers
is the pressure drop. To include this loss into the EES program
a basic tubular heat exchanger is modeled using the following
assumptions: cross flow, two inner and one outer passes,
compressed air on tube side, cooling water on shell side,
sufficient number of deflectors, fixed tube diameter, wall
thickness and roughness. For any input of working fluid
temperatures and pressures (inlet and outlet) as well as mass
flow and maximum flow rate a dimensioning of basic tubular
heat exchanger is accomplished and its resulting pressure drop
is calculated on the basis of [13] Chapters A2, B2, C1, C3, G1.

IV. RESULTING T-S-DIAGRAMMS

From the above mentioned equations and under
consideration of the plant configuration and design parameters
of Huntorf and MclIntosh the following T-s-Diagrams results:

1200 || —o—irreversible process Huntorf
1100 || --=--rreversible process Mcintosh

1000 ——Isobare

Isachore

&)
=1
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<]
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400

300

6000 6500 7000 7500
Entropie [J/kg-K]

Figure 2. T-s-Diagram of Huntorf and McIntosh CAES processes

Several differences between Huntorf and Mclntosh can be
seen in Figure 2: Huntorf has 2 compression stages (1-2, 3-4),
Mclntosh has 4 compression stages (1-2, 3-4, 5-6, 7-8). That

automatically implies a lower temperature level in McIntosh’s
compressor train: lower than 500 K compared to Huntorf’s
over 600 K. The storage and expansion of both plants is quite
similar. One major difference consists in the exhaust heat
recuperation: McIntosh state point 11-12 is the air preheating
with exhaust heat from 16-17. Huntorf entirely heats the air
through natural gas combustion. The exhaust temperature of
Huntorf is over 700 K while Mclntosh’s exhaust gas is close to
ambient conditions.

The overall process efficiencies of both plants differs of
about 12 percent points. Typically in literature Huntorf is cited
with 42 % and Mclntosh with 54 %. These values probably
apply to the optimal operation conditions when no throttling is
necessary. The calculation showed that the efficiency drops of
about 2 to 3 % when maximal throttling (in the case that
maximal charging level of the storage cavern is reached) is
considered: Huntorf 40.4 % and McIntosh 51.1 %.

To demonstrate the necessity of irreversible calculation the
following figure shows the Huntorf process under reversibility
assumption.
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Figure 3. T-s-Diagram of Huntorf under reversibility assumptions

When idealizing Huntorf to a reversible process the
maximal compression temperature (state point 4) is less than
600 K. Furthermore the efficiency of the overall plant rises to
over 54 % which is 10 % over the actual plant efficiency.
Accordingly any CAES calculation using reversibility
assumption can only have a limited validity.

V. DISCUSSION

The model programmed in EES gives accurate results for
the plant configurations Huntorf and Mclntosh. Plant
efficiencies correspond to the well known literature values. The
resulting T-s-diagrams can be considered to give a good
impression of the process cycles and operation parameters. But
it has to be taken into account, that only the state points have
been subject of the calculation, the connecting graphs are
simplified to straight lines whereas curved trajectories would
be more precise (e.g. in Fig. 2 the trajectory for the change of
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state 16-17 would have to follow the corresponding isobaric
graph).

The impact of changing ambient temperature is
considerable and has not been subject of the analysis in this

paper.

All calculations have been executed with the equations of
state according to [5] for dry air. As the air at compression inlet
corresponds to ambient conditions and as the air is stored in
both plant configurations Huntorf and McIntosh in salt caverns
that contain a certain amount of water it would be more precise
to use property data of humid air. Any condensation and
vaporization and its impact on the temperature has not been
taken into account. Reference [4] showed that the effect of air
humidity should not be neglected. Further improvements to the
model at hand should be made especially concerning humidity.

An isentropic efficiency of 0.8 has been assumed for each
compression and expansion stage. This value is within a
realistic range, but the actual values may vary with
approximately +/-0.1 which strongly influences the overall
plant efficiency. The exact isentropic efficiencies of machinery
at Huntorf and McIntosh plant are not published.

The heat loss during storage has not been taken into
account because the air is cooled down approximately to the
cavern temperature. Nevertheless could this model be
improved by considering a possible temperature drop or rise
depending on the storage condition.

ACKNOWLEDGMENT

Thanks to Prof. Roman Weber for his support as well as to
the Energy Research Center Lower-Saxony for the opportunity
of working in the field of energy storage.

[10]

[11]

[12]

[13]

S02.2

REFERENCES

Giramont, Albert J.; Lessard, Robert D.: Exploratory Evaluation of
Compressed Air Storage Peak-Power Systems (1974). in Energy
Sources, Vol. 1, No. 3, Conneticut 1974

BBC AG (Hrsg.): Huntorf Air Storage Gas Turbine Power Plant (um
1980). in Sonderdruck Energy Supply Publication No. D GK 90 202 E,
Mannheim

Nielsen, Lasse: GuD-Druckluftspeicherkraftwerk mit Wérmespeicher.
Schriftenreihe des Energie-Forschungszentrums Niedersachsen EFZN,
Band 14, Cuvillier Verlag Gottingen, 2013

Wolf, Daniel: Methods for design and application of adiabatic
compressed air energy storage based on dynamic modeling. Dissertation,
Laufen, Oberhausen. UMSICHT-Schriftenreihe Band 65, p.167, 2011
ISBN: 978-3-87468-264-0

Lemmon et al.: Thermodynamic Properties of Air and Mixtures of
Nitrogen, Argon, and Oxygen From 60 to 2000 K at Pressures to
2000 MPa. J. Phys. Chem. Ref. Data, Vol. 29, No. 3, Pages 331-385,
2000

Borgnakke, Claus; Sonntag, Richard E.: Fundamentals of
Thermodynamics. 7" Edition, John Wiley and Sons (Asia) Pte Ltd,
2009, ISBN 978-0-470-17157-8

Succar, Samir; Williams, Robert H.: Compressed Air Energy Storage:
Theory, Resources, And Applications (2008). Energy Systems Analysis
Group, Princeton Environmental Institute (PEI), 8 April 2008

EPRI-DOE Handbook of Energy Storage for Transmission and
Distribution Applications, EPRI, Palo Alto, CA, and the U.S.
Department of Energy, Washington, DC: 2003. 1001834.

Kushnir, Roy; Dayan, Abraham; Ullmann, Amos: Thermodynamic and
hydrodynamic response of compressed air energy storage reservoirs: a
review (2012). in Rev Chem Eng 28 (2012) S.123-148, Berlin DOI
10.1515/revee-2012-0006

National Research Council (U.S.): Assessment of Technology for
Advanced Power Cycles. Ad Hoc Panel on Advanced Power Cycles.
National Academy of Science, Washington 1977

RWE: ADELE - Der adiabate
Elektrizititsversorgung. RWE  Power AG
WWW.Irwe.com/rwepower

Druckluftspeicher fiir die
Sonderdruck 2010

Pimm; Garvey; Drew: Shape and cost analysis of pressurized fabric
structures for subsea compressed air energy storage (2014). in
Proceedings IMechE Vol. 225 Part C: Journal of Mechanical
Engineering Science, Nottinghan, 2014

VDI-Wirmeatlas. 11., bearbeitete und erweiterte Auflage. Verein
Deutscher Ingenieure VDI-Gesellschaft ~Verfahrenstechnik und
Chemieingenieurwesen (GVC), Diisseldorf, Springer Heidelberg 2012,
ISBN 978-3-642-19980-6, DOI 10.1007/978-3-642-19981-3



Validierung eines Brennstoffzellen-Matlab- Modells
anhand einer NT-PEM- Brennstoffzelle
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Zusammenfassung—An der Fachhochschule Bielefeld wird
im Rahmen des Forschungsprojektes ,,Optimierung von
Brennstoffzellenheizgeriten als Komponente einer zukiinfti-
gen Gebiudeenergieversorgung in Smart Cities* ein PEM-
Brennstoffzellensystem mit integriertem BHKW-Simulator im
skalierten MaBstab betrieben. Gefordert wurde der Langzeit-
Teststand fiir PEM-BZ von dem Unternehmen ,,inhouse engi-
neering GmbH* aus Mitteln des Landes NRW (Programm FH
Extra). Nach erfolgreicher Inbetriebnahme des Systems, ersten
Probemessungen und dem Erstellen von Referenzkennlinien bei
unterschiedlichen Betriebstemperaturen ist ein weiterer wichtiger
Schritt innerhalb des Projektes die Modellbildung. Das Modell
wird mit Hilfe von geeigneten Messungen verifiziert. Langfristig
ist es das Ziel, eine Optimierung der Betriebsfiihrung von Brenn-
stoffzellenheizgeriten in Kombination mit unterschiedlichen Pe-
ripheriekomponenten wie z.B. einem thermischen Speicher und
elektrischen Verbrauchern zu erreichen.

Index Terms—Brennstoffzelle, Mini-/Mikro-BHKW, stationdre
Brennstoffzellensysteme, NT-PEM, KWK

I. EINLEITUNG

Die Struktur der Energieversorgung befindet sich seit eini-
gen Jahren in einem starken Wandel. Durch die vermehrte Ein-
speisung volatiler Erzeuger, wie beispielsweise Photovoltaik-
und Windkraftanlagen, und dem zeitgleichen Ausstieg aus der
Kernenergie (GroBkraftwerke) ergeben sich neue Herausforde-
rungen und Anforderungen an das zukiinftige Energiesystem.
Neben den bekannten Kriterien wie Effizienz, Verfiigbarkeit
und Versorgungssicherheit werden in Zukunft die Flexibilitét
eines Systems und die Nachhaltigkeit des eingesetzten Pri-
mdarenergietrdgers immer wichtiger. Diese neuen Anforderun-
gen werden zu einer verstirkten Nachfrage an dezentralen
Energien fiihren.[1]

Fiir die genannten Zwecke eignen sich unter anderem Kraft-
Wirme- Kopplungs- Anlagen (KWK). Durch die zeitgleiche
Erzeugung von Strom und Wirme kann der Brennstoffaus-
nutzungsgrad gegeniiber der alleinigen Stromerzeugung erhoht
werden. KWK-Anlagen verbessern die wirtschaftliche Situati-
on von dezentralen Anlagen, da sich bei ihrem Einsatz sogar
die kostspieligen dezentralen Technologien fiir die Stromer-
zeugung rentieren. Als Beispiel dieser Technologien gilt die
Brennstoffzelle.[1]

Die Brennstoffzelle wandelt chemisch gebundene Energie
direkt in elektrische Arbeit um. Auf Grund dessen weisen
Brennstoffzellen hohe Wirkungsgrade auf und eignen sich
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somit besonders fiir kleine, dezentrale Energiesysteme. Zu-
sdtzlich eignet sich das sehr gute Teillastverhalten fiir den
Einsatz in zukiinftigen ’smart grids’. Zur Bereitstellung von
Reserve- und Spitzenlast sind neben Gasturbinenkraftwerken
auch flexible KWK-Anlagen notig. Auch hier eignet sich ein
dezentrales BZ-System. Uber ein entsprechendes Lastmanage-
mentsystem konnten diese Anlagen zentral gesteuert werden
und auf Anforderung des Netzbetreibers kurzfristig zusitzlich
Strom produzieren.[1]

II. BESCHREIBUNG DES TESTSTANDES
A. PEM Brennstoffzellen

Die Polymerelektrolyt- Brennstoffzelle (PEMBZ) eignet
sich fiir stationédre Kleinanlagen bis hin zu Blockheizkraftwer-
ken (0,5 bis 250 kW) [2].

Die PEMBZ kann in unterschiedlichen Temperaturbereichen
betrieben werden. Ein Niedertemperatursystem arbeitet bei
40 °C bis 80 °C. Bei Hochtemperatursystemen (HT-PEM)
liegt der Arbeitsbereich bei einer Temperatur von 130 °C
bis 200 °C. Innerhalb des Projektes wird eine NT-PEM-BZ
verwendet.[3]

Die schematische Darstellung und die Reaktionsabldufe
einer PEMBZ sind in Abbildung 1 dargestellt. Die Zelle
besteht aus zwei Elektroden, der Anode und der Kathode.

H,
Anode \
H,—2H"+2e
1
Polymer- H* PH/C
e’ elektrolyt Katalysator
=4 1
1/20,+2e"+2H*—H,0
@thode /
O,

Abbildung 1. Schematische Darstellung einer PEMFC[4]

Diese werden mit einer diinnen Edelmetallschicht, meist
Platin oder einer Platinlegierung, iiberzogen und dienen so als

S02.3



Katalysator. Die Elektroden werden durch den Elektrolyten,
eine ionendurchlissige Polymermembran, getrennt. Die Mem-
bran ist etwa 20 pym - 200 pgm dick und gasundurchlissig;
somit wird eine direkte Reaktion von Wasser- und Sauerstoff
verhindert. Des Weiteren ist die Membran elektrisch isolie-
rend, sodass keine Elektronen sondern nur Ionen hindurch
gelangen konnen. Diese ,,Sandwich* -Struktur wird als MEA
(’membrane electrode assembly’) bezeichnet und hat eine
Dicke von unter einem Millimeter. Der Brennstoff (Wasser-
stoff) wird an der Anode zugefiihrt, das Oxidans (Sauerstoff,
Luft) an der Kathode. An der Anode oxidiert der Wasserstoff
und es entstehen Protonen (Wasserstoff-lonen), welche durch
die Elektrolytmembran transportiert werden, und Elektronen,
die auf Grund der vorhandenen Potentialdifferenz iiber den
duBeren Stromkreis zur Kathode flieBen. Auf der Seite der
Kathode rekombinieren die Sauerstoff- Ionen, die Elektronen
und die H+ - Ionen, es entsteht Wasser.[4], [5]

Das Betriebsverhalten einer Brennstoffzelle erklért sich an-
hand der Spannungs- Stromdichte- Kennlinie (U-J- Kennlinie).
Eine typische Kennlinie ist in Abbildung 2 dargestellt. Eine
ideale Brennstoffzelle konnte jeden beliebigen Strombetrag be-
reitstellen (solange geniigend Brennstoff zur Verfiigung steht),
wihrend die durch die Thermodynamik bestimmte Spannung
konstant bleibt. In der Praxis ist die Zellspannung geringer
als die thermoneutrale Spannung einer idealen Brennstoffzel-
le. Die Spannung ist nicht nur geringer als die theoretisch
errechnete Spannung, sie nimmt mit steigender Stromstirke
ab. Die thermoneutrale Spannung einer Zelle liegt bei 1,48 V
und die reversible Klemmspannung bei 1,23 V.[4]

Thermoneutrale Spannung
Reversible Zellspannung

Kathodische
Uberspannung

_ Anodische
ung|

-—Arbeitsbereich der Brennstoffzelle —!

Spannung U [V]

Stofftransport-
hemmung

Stromdichte J [A/cm?]

Abbildung 2. U-J-Kennlinie einer NT-PEM-Brennstoftzelle mit den einzelnen
Verlustbereichen

Real wird eine Leerlaufspannung Uy von 0,9 V bis 1 V
erreicht. Die Kennlinie kann in drei signifikante Bereiche ein-
geteilt werden. Der erste Bereich, bei geringen Stromdichten,
zeichnet sich durch ein erhebliches Absinken der Zellspan-
nung aus, welches aus Aktivierungsverlusten resultiert. Der
zweite Bereich, mafgeblich durch ohmsche Verluste geprigt,
zeigt bei zunehmender Stromstirke einen linear abfallenden
Spannungsverlauf. Dieser Bereich kennzeichnet den Arbeits-
bereich der Brennstoffzelle.[4] Im dritten Bereich zeigt sich
ein starkes Absinken der Zellspannung. Verursacht wird dieser

Spannungsfall durch Stofftransporthemmungen[6].

Die PEMFC weist die hochste Leistungsdichte von allen
BZ - Typen (300 - 1000 mW/m?) auf. AuBerdem besitzt
sie eine gute Schnellstartfihigkeit und ein gutes An/Aus-
Verhalten. Der teure Platinkatalysator, die ebenfalls teure Po-
lymermembran und weitere Zusatzkomponenten erweisen sich
als nachteilig. Die geringe CO- und S- Toleranz zihlt ebenfalls
zu den Nachteilen dieses Brennstoffzellentyps.[4]

Durch die gute Modulierbarkeit iiber einen weiten Arbeits-
bereich in Kombination mit einer Warmeauskopplung auf
einem Niveau nahe der benétigten Nutzwirme, stellen PEM-
Brennstoffzellen eine attraktive Grundlage fiir den Aufbau von
BHKWs fiir Privathaushalte oder Gewerbebetriebe dar. Eine
solche Anlage auf PEMBZ-Basis besteht im Wesentlichen
aus drei Hauptkomponenten, dem Brennstoffzellenmodul, der
Reformeranlage und dem Wechselrichter. Hinzu kommen Peri-
pheriekomponenten wie Wirmetauscher, Befeuchter, Luftver-
sorgung und eine Vielzahl von Sensoren und Aktoren zur Pro-
zessiiberwachung und Steuerung. Brennstoffzellen BHKWs
sind vor allem im Bereich der stationidren Systeme mit einer
elektrischen Nennleistung von 1 kW bis 5 kW am Markt
verfiigbar.[7], [8]

B. Teststand fiir Niedertemperaturbrennstoffzellen

] - P -

Abbildung 3. Langzeit-Teststand (rechts) mit BHKW-Simulator (links)

Im Rahmen des Projektes ist an der FH Bielefeld 2013 ein
Langzeit-Teststand fiir NT-PEM-BZ von dem Unternehmen
»inhouse engineering GmbH** angeschafft worden. Das gesam-
te Teststandsystem umfasst die Module Teststand und BHKW-
Simulator, welche elektrisch und hydraulisch verbunden sind.

Die iibergeordnete Regelung wird von einer SPS-Steuerung
iibernommen. Das Teststandmodul beinhaltet den PEM-BZ-
Stack mit einer maximalen Leistung von 570 W,; und dessen
Prozessgasdosierung und -konditionierung, den Primérkiihl-
kreis sowie die elektronische Last. Der Teststand wird mit
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reinem Wasserstoff betrieben, es besteht aber die Moglichkeit
ein synthetisches Reformatgas- Gemisch aus Wasserstoff und
Kohlendioxid zu verwenden.

Im BHKW- Modul sind der Wirmespeicher, die Wasser-
entsalzungsanlage, sowie der Warmetauscher fiir die Wirme-
abfuhr vorgesehen. Eine schematische Darstellung mit den
wichtigsten Komponenten und Messstellen zeigt die Abbil-
dung 4.[9]

NT-PEMBZ- Teststand

BZ- Modul

Luft WT Heizkreis
Elektr.
<[] & ]
3/2- Wege-

PIT ;
E. Ventil

Speicher
W'Ii_w)icher

BHKW- Simulator

Abbildung 4.
Simulator

Fliefschema des PEMBZ-Teststandsystems mit BHKW-

Der reine Teststandsbetrieb ermoglicht einen weitgehend
von der Kiihlung unabhingigen Betrieb der BZ, somit ist
eine gute Charakterisierung der Zelle moglich. Durch den
BHKW- Betrieb kann der Einsatz eines brennstoffzellenbasier-
ten BHKW- Systems in einem Gebédude abgebildet werden.

III. MATLAB-MODELL

Zur Simulation einer wéirme- und stromgefiihrten Betriebs-
variante wurde auf Basis eines mathematischen Modells eine
Matlabanwendung programmiert. Als Basisdaten dienen Re-
ferenzlastprofile von Ein- und Mehrfamilienhdusern fiir den
Einsatz von KWK- Anlagen, welche aus den VDI- Richt-
linien 4655 stammen. Bei den gegebenen Lastprofilen wird
zwischen den Jahreszeiten (Ubergang/ Winter/ Sommer) un-
terschieden. Zusitzlich gibt es noch eine Unterscheidung von
Werk- und Sonntagen. Im Winter und zur Ubergangszeit wer-
den zusitzlich noch die Wetterbedingungen (heiter/ bedeckt)
beriicksichtigt.[10], [11]

Die entwickelte Konsolenanwendung simuliert die elektri-
sche und thermische Leistung der BZ anhand diverser Typtage

Start

Auswahl der Betriebsart: Strom-/ Warmegefiihrt

|

Eingabe der elektrischen und thermischenTagesbelastung

l

Eingabe: maximale Last der Brennstoffzelle

|

Eingabe: maximaler Stromanstieg

l

Auswahl des Typtags: UWH/UWB/USH/USB/SWX/SSX/WWH/WSH/WWB/WSB

4

Ergebnis: Elektrische Leistung der BZ, benétigte thermische Leistung, Deckungsgrad,
aus dem Netz benétigte elektrische Leistung

Datenspeicherung in Excel: j/n

Abbildung 5. Programmablaufplan des BZ-Modells

und zeigt die benotigte thermische Leistung, den Deckungs-
grad, sowie die zusitzlich aus dem Netz benétigte elektrische
Leistung. Die Anwendung ist leicht bedienbar, schnell und
grafisch anschaulich umgesetzt. Der Programmablauf ist in
Abbildung 5 schematisch dargestellt, die Simulationsergebnis-
se werden exemplarisch in Abbildung 6 gezeigt.[10]

Elektrische und thermische Leistung der Brennstoffzelle
3 T T
angeforderte elektr Leistung
elektrische Leistung
3 — thermische Leistung
251 B
% 151 G
i
1k
" - e JH N i " i
Fiighitbygig ™ AR Yy
L L
6 12 18 24
Zeit in [h]
Vom Netz eingespeiste Energiedifferenz
0.04 T T T
0.035
0.03f
00251
£
£ 002
2
2
H]
i
0015 ]
0.01f
0.005 -
o | ] It i |
| | L
0 6 12 18 24
Zeitin [h]

Abbildung 6. Simulationsergebnisse mit MATLAB
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Zu den Einflussfaktoren zédhlen die elektrische Leistungs-
grenze der Brennstoffzelle, sowie eine Verzogerung bei Last-
wechseln. Als begrenzender Faktor des BZ- Systems erweist
sich der Erdgas- Reformer, welcher in jedem Arbeitspunkt
eine entsprechende Qualitit und Quantitit an Wasserstoff
bereitstellen muss. Somit ist eine Verdnderung des elektrischen
Arbeitspunktes nur in wenigen Minuten moglich. Im Modell
wird dies durch einen Verzogerungsfaktor beriicksichtigt.[10],
[12]

m - 1000
Pel = IEOLL'T'FISOLL'b (1)
RERACD o ()
Piherm = Y o l-n (2)
+[Uo = (F3% +0)]
b A b-A \> Py-A
I = — + 3
SOLL ™= 79000 - m \/(2000~m) T 1000-mn &

Zur Berechnung der elektrischen und thermischen Leistung
gelten fiir den stromgefiihrten Betrieb im Betriebsbereich der
Brennstoffzelle Formel (1) und (2). Die Parameter a und b
sind von der Betriebstemperatur abhiingig. Die nachfolgenden
Ergebnisse und Messungen beziehen sich auf 60 °C.[10] Im
heizwirmegefiihrten Betrieb ist der produzierte Strom vom
Lastprofil des thermischen Speichers abhidngig, somit ist der
elektrische Tagesbedarf fiir die Berechnung nicht relevant.
Die FiihrungsgroBle, der Sollstrom, wird durch eine iterative
Berechnungsformel bestimmt und zur Regelung der Speicher-
temperatur wird ein P-I- Regler verwendet.

IV. VALIDIERUNG DES MODELLS

Zur Validierung des erstellten Modells werden Messungen
am vorhandenen Teststand durchgefiihrt. Insgesamt gibt es drei
Testmessungen iiber jeweils acht Stunden. Dem Teststand wird
der Sollstrom des zu messenden Typtages aus dem Modell
tibergeben. Die Messbedingungen sind bei allen drei Messun-
gen gleich und in Tabelle 1 aufgefiihrt. Exemplarisch werden
die Messungen fiir die Referenzlastprofile der folgenden Tage
von 6:00 Uhr bis 14:00 Uhr durchgefiihrt:

o UWH (Ubergang/Werktag/heiter)

o SWX (Sommer/Werktag)

« WSH (Winter/Sonntag/heiter)

Tabelle T
BETRIEBSPARAMETER
Stochiometrie Anode 1,2
Stochiometrie Kathode 2,0
Laststrom 40 A- 146 A
Temperatur Kiihlung Stackeintritt 60 °C

In Abbildung 7 werden die Ergebnisse des Modells mit den
realen Messwerten verglichen. Es zeigt sich, dass das erstellte
Modell die Realitdt abbilden kann. GroBle Abweichungen
zwischen Modell und Messergebnissen resultieren vor allem

Ubergang/Werktag/Heiter

lﬁl A
\
\

600

500 I

elektrische Leistung in W
w B
o (=]
o o

6:00 7:00 8:00 9:00 10:00 11:00
—Modell_UWH —Messung_UWH

12:00 13:00 14:00

Sommer/Werktag
600
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400

300

200

elektrische Leistung in W

100

6:00 7:00 8:00 9:00 10:00 11:00
—Modell_SWX —Messung_SWX

12:00 13:00 14:00

Winter/Sonntag/Heiter

elektrische Leistung in W
[ N w P v (=2
o o o o (=3 o
o o o o o o

o

6:00 7:00 8:00 9:00
—Modell_WSH —Messung_WSH

10:00 11:00 12:00 13:00 14:00

Abbildung 7. Vergleich der Messung und der Simulation

aus der Beriicksichtigung des Reformers. Vor allem bei groflen
Lastwechseln fiihrt dies zu einer Abweichung von Modell-
und Messergebnissen. Bei einer realen Betriebsfithrung eines
Brennstoffzellen- BHKWs wiirden solche starken Lastwechsel
vermieden werden. Zur Validierung wird dieser Fehler nicht
beriicksichtigt, da die fehlende Systemdynamik allein auf den
begrenzenden Faktor, den Reformer, zuriickzufiihren ist. Zur
Fehlerberechnung wird diese Fehlerart nicht mit einbezogen.
Insgesamt ergibt sich eine durchschnittliche Abweichung zum
erwarteten Modellwert von knapp 3 %. Es zeigt sich, dass der
Teststand durch das erstellte Modell innerhalb der gewihlten
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Grenzen funktioniert und zur Simulation verwendet werden
kann.

V. WEITERE VORGEHENSWEISE

Im weiteren Verlauf des Projektes soll das vorgestellte
Modell erweitert werden. Im nichsten Schritt werden der
Warmwasserspeicher und die Peripheriekomponenten sowie
der Eigenverbrauch dieser in das vorhandene Modell mit
eingebunden. Damit wird eine vollstindige Abbildung des
Teststandes inklusive des BHKW- Simulators moglich. Nach
erfolgreicher Modellbildung kann die Betriebsfithrung einer
Brennstoffzelle untersucht und optimiert werden. Langfristig
soll eine beobachterbasierte Steuerung fiir Brennstoffzellen-
BHKWs fiir den Einsatz zur Gebédudeenergieversorgung in
Smart Cities entstehen.
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Abstract—An energy economy with high share of renewable but
volatile energy sources is dependent on storage strategies in order
to ensure sufficient energy delivery in periods of e.g. low wind
and/or low solar radiation. Hydrogen as environmental friendly
energy carrier is thought to be an appropriate solution for large
scale energy storage. In 2011 the NOW (national organisation for
hydrogen in Germany) calculated the demand for hydrogen
energy systems as positive (0.8 GW to 5.25 GW) and negative
supply for varying power demand (0.68 to 4.3 GW) for the
German energy economy in 2025 [1]. Due to its dynamic
behaviour on load changes polymer electrolyte membrane fuel
cells (PEMFC) as well as water electrolyser systems (PEMEL)
can play a significant role for large scale hydrogen based storage
systems. In this work a novel design concept for modular fuel cell
and electrolyser stacks is presented with single cells in pockets
surrounded by a hydraulic medium. This hydraulic medium
introduces necessary compression forces on the membrane
electrode assembly (MEA) of each cell within a stack.
Furthermore, ideal stack cooling is achieved by this medium. Due
to its modularity and scalability the modular stack design with
hydraulic compression meets the requirements for large PEMFC
as well as PEMEL units. Small scale prototypes presented in this
work illustrate the potential of this design concept.

Keywords-PEMFC, PEMEL, modular stack design, hydraulic
compression

L INTRODUCTION

In the year 2050 Germany intends to generate over 80% of
its electrical energy by renewable sources [2]. To succeed in
transforming the German energy sector towards this high share
of renewable energy sources huge effort has to be made in
improving electrical grid infrastructure as well as in extending
energy storage. To fulfil carbon dioxide emission targets it is
common sense to result in carbon free strategies.

Producing hydrogen (H) and oxygen (O,) in water
electrolysers is a potential solution for using excess energy in
periods of low demand [3]. Storing large amounts of H, in
caverns under earth and transportation of it in pipelines is
shown at few locations worldwide [4]. In order to generate
electrical energy in times of high demand fuel cell systems can
be powered by H, and O or air. Due to high power density and
dynamic part load operation polymer electrolyte membrane

Presented results have been worked out in projects financed by the public.
E.g. EFRE Ziel2NRW, BMWi Signo, BMWi ZIM

(PEM) based fuel cell or electrolyser systems are appropriate
for this purpose [5 — 6]. Demonstration projects in Germany,
like ‘H» Herten’ or ‘Falkenhagen’, started operation within the
last months [7 — 8].

The main component in PEMFCs as well as PEMELs is the
membrane electrode assembly (MEA). MEAs for PEMFCs
(Figure 1) consist of an ions conducting but electrical
insulating membrane, which is coated from both sides with
catalytic material (CCM — catalyst coated membrane) and,
furthermore, an electrical conducting gas diffusion layer (GDL)
on the anode as well as on the cathode side. Such a MEA is
placed between two pole plates with gas channels (flow field).
Together these components form a single fuel cell. In operation
H, and O; or air (ca. 21 % O,) are supplied over the flow field
and finely distributed to the catalyst due to the high porosity of
a GDL. H; is delivered to the anode and O is delivered to the
cathode, where product water evolves (H> + %2 O, > H,O +
AH with AH equals 3 kWh m™ according to the lower heating
value (LHV) of H») [9 — 12]. PEMEL working the other way
round (H,O + AH - H, + % O, with AH equals 3.6 kWh m™
according to the higher heating value (HHV) of H,) are
designed in a very similar way, therefore, description in more
detail is negligible for this work.

PEM: Polymer-
Electrolyte-
Membrane
ACL: Anodic
Catalytic Layer
CCL: Cathodic
talytic L
- Pole Plate Catalytic Layer
] GDL: Gas
Diffusion Layer

Pole Plate

Ak
Te Al

oo
resereren
|
|
|
|

Lol

PEM CCL GOL
Figure 1: Schematic drawing of a PEMFC cross section

Conventional fuel cell stacks consist of several single fuel
cells connected electrically in series which increases stack
voltage at constant current. To reduce electrical resistance pole
plates are constructed in bipolar design, so that a flow field is
arranged on each side of the plates. Mono-polar plates are
placed on the stacks extremities with a flow field only on one
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side. Furthermore, special pole plates which have channels for
cooling water can be placed within the stack to protect it from
overheating. Over two strong endplates which are pulled
together by tie bolts, necessary compression forces are induced
(see Figure 2) [9, 11, 12].

To reduce reactance within PEMFC or PEMEL stacks
(describing gas flow losses as well as electrical losses) without
setting down porosity of the electrode’s layers, an optimal
compression over the whole cell surface is needed. Therefore,
homogenous cell compression is a central requirement for
PEMFC as well as PEMEL systems [13 — 20]. Since,
temperature conditions of an electrochemical cell have
tremendous impact on the operation characteristics it has to be
taken into account of [11, 12, 21].

Figure 2: Photograph of a PEMFC with mechanical compression over tie bolts

II.  MODULAR STACK DESIGN WITH HYDRAULIC
COMPRESSION

A.  Fuel Cell Stack Design

At the Westphalian University of Applied Sciences in
Gelsenkirchen a new stack design for electrochemical cells
based on hydraulic compression of single cells has been
patented [22]. With this stack design fuel cell systems can be
constructed which contain a variable defined number of single
cells which are connected in series over flexible copper ribbon
cables. These are arranged in flexible pockets within a
pressure tank filled up with fluid. In operation cells are fixed
within the tank by pressurising this fluid. However, e.g. for
maintenance reasons pressure can be released so that changing
cells is possible. CAD design is shown in Figure 3. A detailed
explanation of a modular fuel cell stack with exchangeable
spare parts is given in [23, 24].

Figure 3: Schematic drawing of a modular PEMFC with four single cells
(view from on top)

During operation a hydraulic medium surrounds each fuel
cell of the presented stacks in the way that surface pressure on
each cell is identical. The hydraulic pressure within the stack
is controlled by a pneumatic actuator. The system’s pressure
control keeps a constant pressure level. This is necessary at
e.g. start-up procedure, when stack temperature rises from
room temperature to operating temperature (ca. 60 °C — 80
°C). Furthermore, temperature of the whole stack can be
controlled by cooling the hydraulic medium. This guaranties
homogeneous temperature distribution for each cell as well as
protection against overheating. Waste heat recuperation for a
combined heat and power system (CHP) can easily be
realised. Hence, operation conditions with this type of stack
are nearly ideal, if the parameters of the delivered process
gases are constant. In order to deliver gases with identical
physical characteristics to each fuel cell, these are connected
in parallel to temperature controlled manifolds (for Oo/air as
well as for H,). Each cell has a clip which connects it to this
manifold. However, connecting cells gas technically in series
is also possible with another kind of manifold which joins a
cell’s outlet with the next cell’s intake. But due to
unfavourable pressure drop after each cell, delivering the
gases in series is limited to only few cells.

Two fuel cell stack prototypes with hydraulic compression
have been realised so far. Water has been used for cell
compression as temperature limit for PEMFC is ca. 80 °C.
However, high temperature PEMFC systems (up to 200 °C)
can be realised by using thermal stable oil instead. The first
prototype A is constructed with three fuel cells with an active
cell area of 20.25 cm? (45 mm x 45 mm) and a four channels
flow field. Photograph of this small scale module is shown in
Figure 4.
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Figure 4: Photograph of a PEMFC with hydraulic compression

The second prototype B is a stack with four cells. Each cell
has an active cell area of 182.35 cm? (93 mm x 197 mm).
Flow field design is different due to rectangle design.
Furthermore, flow field is realised by 13 parallel channels.

B.  Electrolyser Stack Design

Due to electrochemical pressurisation with PEMEL H, and
O, can be produced at a high pressure level e.g. above 50 bar.
This is interesting for power-to-gas systems which feed
produced H, directly into a gas pipeline without further
mechanical pressurisation. Diverted from the modular stack
design with hydraulic compression a new concept for a high
pressure electrolyser has been applied for patent [25]. Here a
modular PEMEL with hydraulic compression is capsuled
within an outer pressure container. The pressure in the outer
capsule is controlled according to the inner electrolyser cell
pressure. This concept overcomes sealing problems as
differential pressure between inner cell and outer capsule is
controlled to a level of maximum 5 bar. Furthermore, the
hydraulic medium for cell compression can also be controlled
according to the inner cell pressure. This is favourable as the
MEA of each cell can be compressed at an optimum
compression level over the whole range of delivery pressure.

A prototype for a modular high pressure PEMEL with
hydraulic compression is recently under development. After
consideration of basic design elements like the pole plate
design, within the scope of an ongoing project a 60 kW
electrolyser system with 72 cells each producing at least 0.1
Nm?® h'!is developed. First design study of this electrolyser
with 250 cm? active cell area can be seen in Figure 5. A low
cost design is expected by the use of low cost components for
this system. In order to achieve necessary knowledge a small
scale prototype has been constructed first with an active cell
area of 25cm? (50 mm x 50 mm).

Figure 5: CAD drawing of a 60 kW high pressure PEMEL with hydraulic
compression

III. EXPERIMENTALS, RESULTS AND DISCUSSION

MEAs for the fuel cell prototypes as well as for the
electrolyser prototype have been prepared by commercially
available components. All stacks have been characterised
according to their polarisation behaviour in full automated test
benches with process media treatment and monitoring. The fuel
cell test bench is connected to a central H, gas storage.
Ambient air is delivered to the cathode by a diaphragm pump.
For safety reasons nitrogen can be purged through the gas
channels e.g. in order to remove oxygen in the anodic gas path.
Mass flow, temperature and pressure of the feed gases are
detected. The electrolyser test bench is equipped with feed
water heating. Temperature and pressure of the feed water as
well as of the excess gases are monitored. All measurements
are saved in a central data base. Both test benches are
connected to the safety infrastructure of the laboratory for a
safe unattended operation.

Polarisation curves for the described fuel cell stacks have
been determined with an electronically controlled load type
Hocherl & Hackl ZS1806NV (maximum load current is 150
A). DC power supply type Deutronic D-IPS 40A/30V has been
used for water electrolysis. Polarisation curves are determined
at constant current mode. Corresponding voltage is measured.

A.  Characterisation of Fuel Cell Stacks

For both prototypes pole plates are manufactured from
graphite due to its high electrical and thermal conductivity.
MEAs have been prepared from Gore® components. As CCM
Primea® FCM has been used. Carbel® GDM CNW20B has
been taken as GDL. Cell assembly is handmade.

Both stacks are investigated in Ho/air operation at room
temperature. Stacks have start-up condition. MEAs are
conditioned by fast cycling procedure according to the Gore®
data sheet. H, with high purity 6.0 is delivered with slightly
overpressure of 0.2 bar. Hydrogen is circulated by a
diaphragm pump from the anodic outlet to the anodic intake in
order to save fuel. Only the amount of consumed H; is fed to
the anodic gas path. Ambient air and hydrogen are delivered
without additional humidification. Air stoichiometry is set to A
= 3.5 which means 3.5 times more oxygen is delivered to the
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fuel cell as would be needed for an entire reaction. The A-
control is implemented in the test bench’s PLC
(programmable logic controller).

Figure 6 shows polarisation curve of prototype A with
each cell having an active cell area of 20.25 cm?. Polarisation
curve of prototype B with each cell having an active cell area
of 182.35 cm? can be taken from Figure 7.
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Figure 6: Polarisation curve of modular PEMFC stack with three cells
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Figure 7: Polarisation curve of a modular PEMFC stack with four cells

Open circuit voltage of both fuel cell prototypes is in the
range of 0.9 V for each cell (theoretical maximum is 1.2 V
according to LHV). For prototype A 2.7 V and, respectively,
for prototype B 3.7 V has been measured in open circuit. This
effect occurs due to activation losses referred to the
electrochemical reactions. At fuel cell operation voltage drops
nearly linearly with the applied load up to the point of
maximum power output. This results from the internal
resistance as well as from ionic membrane losses.

For nearly ambient conditions (stack temperature at 30 °C,
operation with un-humidified ambient air) maximum power
output of fuel cell prototype A is in the range of 27 W (0.43 W
cm?) at an output voltage of 1.15 V (n = 32 %). Maximum
power output of fuel cell prototype B is 290 W (0.38 W c¢m™)
at an output voltage of 1.92 V (n =39 %). Although active cell
area is different by a factor of nine specific maximum power

output is in the same range. As linear upscaling of a pole plate
design is not possible in most cases, slightly design differences
are necessary (e.g. channel length, channel diameter or channel
number). Therefore, differences in power output of prototype A
and B occur mainly due to different flow field design.
Furthermore, increase of resistance losses is likely due to
higher current of prototype B. However, increasing diameter of
the connecting copper cables can be an appropriate solution.

Long term operation of prototype A and B results in stack
temperature of above 50 °C. At higher temperatures reaction
kinetics is increased. Therefore, higher power output would be
expected. But problems occurred due to un-humidified
operation which decreases ionic conductivity of the PEM. This
results in un-stable operation. Recuperation of excess humidity
could be an appropriate solution. However, for small scale
PEMEFC stacks (< 1 kW) recuperation systems are not
commercially available.

B.  Characterisation of Electrolyser Stack

The electrolyser pole plates are manufactured from thin
titanium sheets. Instead of a flow field a simple pocket is
formed into the material. Titanium felt is used for distribution
of water to the catalyst layer. This felt fits into a pole plate’s
pocket. MEAs for the electrolyser prototype are prepared by
fumea® as CCM and titanium felt, both from Fumatech®.

Water is circulated on the anode as well as on the cathode
side in order to achieve nearly identical pressure level. Feed
water is tempered to constant conditions up to 50°C.
Polarisation curves shown in Figure 8 have been determined
for 30, 40 and 50 °C.
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Figure 8: Polarisation curve of a modular PEMEL stack with one cell

The electrolyser prototype presented in this work shows
power consumption of 13.25 W (0.53 W cm™) at a cell voltage
of 2 V. Respectively, this refers to hydrogen evolution of about
2.7 Ndm?® h'!. The specific energy demand is 4.9 kWh Nm™jp.
Increasing the DC power would lead to further H, production.
However, due to higher cell voltage this results in increased
electrode corrosion phenomena. Especially carbon content
within the CCM is prone to electro corrosion. Dissolution of
parts of the electrode results in decrease of catalytic material.
Therefore, for long term operation cell voltage of below 2 V is
suggested.
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Like for PEMFC operation at higher temperatures results in
better PEMEL performance due to increased reaction kinetics.
Power consumption for the production of 2.7 Ndm? h'! is
reduced from 15.25 W at 30 °C to 13.25 W at 50 °C (decrease
of 14 %). For large scale units PEMEL stack cooling controls
temperature to 80 °C. Therefore, further improvements are
expected for the large scale prototype (72 cells, 60 kW).

In comparison to state of the art PEMEL systems' power
density is rather low for the presented prototype, but specific
energy demand indicates high stack efficiency (> 70 %
according to HHV of H,). However, stack and cells are
manufactured with a focus on the ability of series production in
order to achieve costs targets for the large scale prototype.
Stainless steel pressure containers used for this application
have standard dimensions. Pole plate forming is achieved by
mechanical pressing which is known for mass production.
Titanium felts as well as the CCMs can be produced in large
scale. Further cost reductions can be achieved e.g. by the use of
titanium meshes, but further investigations would be needed.

IV. CONCLUSIONS

Upscaling the presented 20.25 cm? cell geometry to factor
of nine decreases specific power output of 12 %. For
prospective applications it is expected to realise single cells
with very large active cell area above 1,000 cm? having
specific power output of at least 0.35 W cm™ in robust
operation mode  (ambient conditions, Hy/air, no
humidification). Increasing number of cells does not affect
specific power output significantly. Therefore, it can be
concluded that realising large scale stacks with any number of
cells is possible. This may attract PEMFC based stationary
applications, especially, for high temperature PEMFC.

In order to result in a 60 kW high pressure PEMEL stack,
upscaling the presented small scale prototype is necessary.
From obtained results on PEMFC stacks it can be concluded
that upscaling is possible. The presented stack design already
shows a construction route for low cost systems which is
necessary for large scale applications.

Few design changes are needed to convert the presented
stacks into energy systems with waste heat recuperation. E.g. a
CHP system for household heating can operate by heat
exchanging a PEMFC stack’s inherent cooling water which is
also used for cell compression. For large scale hydrogen energy
systems based on the presented design concept industrial CHP
is imaginable.
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Abstract—As a result of the ever-increasing share of renewable
energies in electricity production and the associated volatile
supply of renewable generation facilities, overvoltages going
beyond the norm already occur today. To counter this and to be
able to intervene, the relevant operational values have to be
known. This paper describes the construction, commissioning
and use of a test bench to verify the accuracy of smart meters
deployed for the determination of operating variables. The
accuracy of a specific smart meter is verified at the previously
developed test bench under the utilization of various test
methods, to review the functionality of the test bench. The
construction of the test bench and its software allow to check all
measurable factors of different smart meter models and make the
individual creation and customization of measurement methods
possible. The results of the exemplary measurements show that
gross errors occur both in the averaging of the angle
measurements as well as for the measurement-period adjustment.

Keywords-Smart meter; test bench; calibration; renewable
energy; accuracy verification

I. INTRODUCTION

Based on the experiences and knowledge to the global
climate change, there were massive energy and climate
political changes in the recent years within the European Union
(EU). On the one hand, common climate policy objectives for
the reduction of greenhouse gas emissions in the entire EU
were defined. On the other hand, every country in the
international community received its own targets, which have
to be achieved through individual strategies of the member
states. The resulting energy concept of the German Federal
Republic, based on these specifications to achieve the national
targets, is supposed to ensure a reliable, economical and
environmentally friendly energy supply. Here, the focus is in
particular a sharp rise in the share of renewable energies in
addition to the reduction of energy consumption and the
reduction of greenhouse gas emissions. To achieve the
scheduled share of the renewable energy concept, meaning a
share of renewable energies in gross electricity consumption of
35 percent in 2020, the renewable energy law (Erneuerbare-
Energien-Gesetz = EEG) was reformed in 2009.

Due to adjustments in the “Erneuerbare-Energien-Gesetz”
(EEG) and the associated subvention of renewable energies,
there was a huge expansion of decentralized and renewable
generation facilities in the last years, which is expected to
continue. From the beginning of 2009 until the end of 2013 the

share of renewables in gross electricity consumption rose in
Germany by 9.1 percentage points to 25.4 percent [1]. Wind
and photovoltaic farms feed generally in the high-voltage grid
and individual wind turbines and photovoltaic systems
exclusively in the low and medium-voltage grid. The volatile
supply of renewable energies leads in low and medium voltage
networks to voltage increases, so that today the voltage quality
in these networks occasionally no longer corresponds to the
norm DIN EN 50160. Network operators therefore face the
challenge of integrating renewable generation capacities in the
networks, while ensuring both a low-interference network
operation, as well as a standardized voltage quality. In order to
accomplish this task, network operators have in principle the
possibilities of network expansion, voltage and reactive power
control as well as the down-regulation of the produced power.
However, for network operators to act on the grid, the relevant
operational values are needed, that means preferably the
voltage value and the voltage angle at each network node.

In high voltage networks the classical approach, the
monitoring by measurement technologies at the network nodes
by SCADA systems (Supervisory Control and Data
Acquisition) is used to determine the operating variables for
decades. SCADA systems allow the monitoring and control of
networks and thus form the basis for visualizations. In low and
medium voltage networks, this approach is, however, due to
high costs and a huge effort, based on the large number of
loads, generators and link points hardly feasible.

The Chair of Energy Systems and Energy Management
(ESEM) of the Technical University of Kaiserslautern
developed within the framework of the public-funded research
project "SmartSCADA for low and medium voltage networks"
a method that makes it possible to cost-effectively get similar
statements about the condition of low and medium voltage
networks. Therefore data from SCADA systems of overlaid
networks are combined with predicted performance data of
renewable supply and smart meter data as well as processed in
a state-estimation method for distribution networks. In this
paper, the measurement accuracy and the behavior of a, to the
research project comparable smart meter, will be examined and
verified using an electricity meter test bench. It is first
necessary to develop a concept for such an automatic electricity
meter test bench in compliance with laws, standards and
guidelines. Based on this concept, the practical construction
and initial commissioning as well as the examination of a smart
meter will be explained.
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II.  CONCEPT DEVELOPMENT

A. Necessity for a new test concept

Power companies have been using electricity meters since
decades for the billing of energy amounts. Main purpose of this
electricity meter is to measure the transferred energy through
the connected circuit [2].

So far electromechanical Ferraris meters were used to
measure the amount of energy. However, increasingly also
electronic electricity meters are utilized. Electronic electricity
meters can, compared to Ferraris meters, include a variety of
additional functions. Thus they have, in addition to the
acquisition of additional measurement parameters, often the
possibility for data transmission, tariff control and load control.
The actual functionality varies significantly depending on the
manufacturer and uses. Electronic electricity meters providing
additional functions are also called smart meters [3]. Unlike
traditional electricity meters, smart meters provide the
possibility to capture, temporarily store and transmit other
parameters such as voltages, currents, phase angles and
frequencies in addition to the electrical energy.

As with every machine also the measurement of electricity
meters has deviations. These are mainly quantified using an
electricity meter test bench. This is typically done by
comparing the measurement results of the test object with the
measurement results of a more accurate measuring device. The
need for accuracy verification of electricity meters arises from
the fact that these are used for the allocation of quantities of
energy between energy-supply companies and their customers.
To protect consumers in the acquisition of measurable goods
for erroneous billing, uniform conditions for correct
measurements were made in Germany [4]. In cooperation with
the “Physikalisch-Technische Bundesanstalt” (PTB) laws,
standards and guidelines in relation to instruments of fair
trading were issued. The monitoring of the implementation of
these laws is the responsibility of the national measurement
services.

Supply measuring instruments, such as electricity meters
are tested by nationally recognized testing laboratories. This by
law required process is called calibration. However, the
calibration of electricity meters includes only payroll-relevant
metrics such as energy quantities. Non payroll relevant grid
parameters, such as voltage and current magnitude, phase
angles or services, are not part of a calibration inspection. The
quantification of the accuracy by measuring the grid
parameters must be carried out, if necessary, in a separate test,
for which no specific respectively direct requirements exist.
Therefore specific concepts have to be developed for the
investigation of the accuracy of grid parameter measurements,
as is done in this work. For this purpose certain technical
requirements and other regulations, described in the next
section have to be considered.

B.  Relevant technical requirements and legal framework

The requirements listed below are related to the
construction, process and content of an official calibration of
electricity meters. The term requirements colloquially stands
for laws, standards and guidelines. Hence they represent

instructions, whose compliance is expected or they request a
specific behavior or action. Fig. 1 provides an overview of the
relevant regulations regarding the development of a smart

meter test bench.
Smart meter test
bench concept
v ¥ ¥

¥ ¥
Safety of Spatial and
persons and structural '!’est Test software jlestiprocess)
5 o equipment and procedure

e.g. DIN VDE e.g. DINEN
0100

e.g. PTB-testing-rules ] [ 50470 ]
Figure 1. Overview of relevant legislation

However, not only technical calibration regulation must be
observed, that deal with the structural and technical
requirements. Any technical calibration regulations must
always be seen in the context of occupational health and safety
at work. The aim of this is to ensure a safe and accident-free
execution and handling of resources.

The specific structure, content and procedures of an official
calibration are described in the calibration requirements. The
purpose of this is to provide a single framework for the
performance of calibration processes and to define general
requirements for measuring instruments.

Since the commencement of the European Measuring
Instruments Directive (MID) in 2004, the German calibration
laws and regulations are no longer to be considered only
nationally, but in a European context. The requirements
contained in these guidelines were incorporated into the
German law in February 2007 due to changes to the Weights
and Measures Act and the adjustment of Weights and Measures
Regulations. This development is, in line with other European
standards, a further standardization of measuring instruments
for fair trade within the European Union.

As mentioned above, the calibration regulations do not
include testing the accuracy of operational values, because
these are not part of the official calibration inspection. The
relevant regulations treat neither the structure nor the sequence
of a functional check or verification of the measurement of
operational values. Nevertheless, it is reasonable to base an
electricity meter test bench concept on calibration regulations
and requirements, since these regulations build a uniform basis
and comparability. Furthermore, this procedure achieves, that
the requirements of the existing law are transferred to the
checking of operational values and therefore represent equally
high standards as an electricity meter calibration inspection.

When designing the electricity meter test bench, the
relevant parts of the legislation, standards and guidelines are
selected in a way that the relevance and scope of testing
electricity meters is justified. This includes guidelines
regarding occupational safety and security, requirements of the
environment, hardware and software.
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III.  TEST BENCH STRUCTURE AND COMPONENTS

A. Testing fixture and test equipment

The electricity meter test bench is located in the test room
and consists of a table, superstructures and the testing
equipment. The testing fixture is located on the table. It
consists of a perforated plate being attached to two T-shaped
studs. There, different samples can be fixed individually, in
proper form and vibration free. On the front of the testing
fixture a DIN rail with terminal blocks is applied, to simplify
the wiring of the components. In addition, this provides a clear
and structured arrangement of the various wires, even with
different connection diagrams of the test objects. This has the
aim of avoiding false wiring. Fig. 2 shows the principle wiring
diagram of the smart meter test bench.

Data connection

Data connection

Grid (230V 50Hz AC)

Figure 2. Wiring of smart meter test bench

The data connection between the test object and the control
computer is realized by a USB to infrared read/write head (DO0)
according to the data structure of IEC 62056-21 and IEC
61107. The data transmission between the control computer
and the reference source is a LAN connection using a Omicron
manufacturer-specific protocol. In addition to the test fixture,
the test equipment described below and a control computer are
positioned on the table. Fig. 3 provides an overview of the
components used.

F

3 i Control computer
b Testing fixtur

Hls Pk
szl ml ")
Refenrece sourg

- %

Figure 3. Setup of the smart meter test bench

The sources for generating the test values and the necessary
measuring devices are realized in the test arrangement as a
single unit, the reference source. This is the fully electronic,
computerized protection-test and universal calibration
instrument Omicron CMC 256plus. This reference source
provides a high accuracy for test applications and allows the
calibration of electricity meters up to class 0.2.

For computer-controlled automatic operation of the fully
electronic smart meter test bench a control computer with input

and output medium is used. This is also used as a control
indicator for monitoring the test parameters. Thus the test
parameters and measured variables are predetermined and
controlled by the measurement procedures on the computer.
This general setup of the smart meter test bench and the used
communication standard allows to test any electrical electricity
meter using the mentioned standard.

B.  Test software

To be able to change settings at the reference source using
the computer, a test software is necessary. This must provide
functions to pass parameters and metrics on a case-specific
required interface and automatically perform the test sequence,
without constant manual control by the operator.

The realization of the test software was carried out in two
steps. In the first step, the actual test program in MATLAB was
developed and in the second step in MS Excel a tool for
evaluation of the processed test data was created. As a basis for
the programming of the test software, MATLAB’s OpenGUI
layout editor was used. With this software the graphical user
interface could be built by drag and drop. Fig. 4 shows the
graphical user interface.

Figure 4. Grapical user interface

C. Test Object

The examined test device is a smart meter from the Elster
Messtechnik GmbH. The model used is the “alpha Zéhler
A1500” with the accuracy class 1. The nominal voltage of the
smart meter is 3 x 240 V and the nominal current is 1 A. The
limiting current of the electricity meter is 5 A. In addition to
the energy measurement, the device is capable of both load
profiles as well as operational value acquisition. The
measurement interval for load profile memory and operational
value measurement can be varied between one and 60 minutes.
In the load memory positive reactive and active power are
stored. Maximum, minimum and average values can be
recorded for the following measured parameters: apparent
power, active power, reactive power, current and voltage angle,
voltage and current magnitude, power factor and harmonics.
The parameterization of the smart meter is done by using the
software "alphaSET". To control external devices, the smart
meter uses a measurement period output, which can adjust the
measurement period and starting time of the examination. To
submit parameterization and measurement data, the Elster
A1500 uses an optical interface.
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IV. TESTING PROCESS

A. Procedures of testing process

The test procedures describe the steps that are necessary to
perform the audit of the smart meter on the test bench. The
testing process can be split into three main steps:

1. Preparation
2.  Examination
3. Documentation

The different parts of the preparation are the incorporation
into the components used as well as the test software, an
external quality review of the test object and the installation
and wiring of the components on the test bench. This is
followed by the actual main part of the study, the examination.
This includes a system test, the preheating of the components
and the metrological testing of the object. During the
metrological testing the accuracy of smart meters is verified.
Since there are no specific requirements for the metrological
examination of operational values, three tests are described
below, which can be used together to verify the accuracy of the
operational value measurement.

e  Static test: This is used in particular for the determination
of systematic measurement errors. During the static test,
static test variables are passed from the reference source to
the test object for a specific time, predefined by the
examiner. The comparison of the predetermined and the
measured data of the device during the test results in the
static deviation of the different measured variables.

o Test with variable test values: This test is intended for
detecting errors in the averaging of smart meter
measurements. The different variable test parameters are
specified via a predefined period as a whole by the test
program. During this test period, the test values fluctuate
within a predefined range around a core value. The change
from one set to the next value takes place at fixed time
intervals until the end of the total period is reached.

e Default arbitrary and real test-curves: This test can also
be used to determine errors in the averaging of the smart
meters. Here, the testing periods and test values are
specified manually by the user or in the form of a real
measurement series. Those are passed through the
reference source to the test object in accordance to the test
with variable test values over the defined period.

This structure of the tests makes it possible to examine both
different predefined scenarios, as well as individual
adjustments and checks. Manual entries and also predefined
data tables are checked and verified by the test software before
starting the test sequence. Therefore technical limitations of the
test equipment and the test object have to be taken into
account. During the examination the current operating status of
the test program is always shown by the test software.

After the metrological testing the documentation of the
testing process follows. Here, the predetermined and measured
data are processed and evaluated. Based on the differences
between the predefined test values and the measurements, the

measurement accuracy as well as conceptual and design-related
errors in the measurements can be determined. These results
and the used data are aggregated and documented in the test
report.

B. Test values, metrics and measurement interval times

The relevant test values in this work include test voltage,
test current, voltage angle, current angle and frequency. These
are delivered by the test hardware and recorded in the smart
meter as measured variables. As measurement values the
following values are recorded by the smart meter: voltage and
current levels, voltage and current angle, frequency, active,
reactive and apparent power. For comparison of the
measurement accuracy of different measuring intervals, the
measurement intervals (MI) 1, 3, 5 and 15 minutes were used
for different test value combinations.

In order to ensure a sufficient validity of the results, a
requirement of 99% was given to the confidence level
(z-value =2.57), which corresponds approximately to the Six
Sigma criterion of 99.7%. The required accuracy is 0.1%.
Together with the empirically determined standard deviation of
0.065% from the mean, this results in a sample size of three
measurements. Since this is too small to assume a normal
distribution, the sample size was increased up to 30.

C. Specifications

In the static test, the test parameters shown in Tab. 1 were
examined.

TABLE L SPECIFICATIONS OF STATIC TEST
Test parameter | Wire L1 | Wire L2 | Wire L3
Voltage value [V] 240 240 240
Current value [A] 1 1 1
Voltage angle [°] 0 240 120
Current angle [°] 45 285 165
Frequency [Hz] 50

A further test of the averaging of the smart meter was made
in the second step by using varying test parameters on the basis
of a real voltage curve. All other test parameters were
generated randomly within limits shown by Tab. 2.

TABLE II. LIMITS OF RANDOM GENERATED TEST VALUES
Test parameter Minimum Maximum
Current value [A] 0 5
Change of Voltage angle [°] -10 +10
Change of current angle [°] -45 +45
Frequency [Hz] 0 0

The interval of the specified test parameters, send to the test
object, was two seconds per value. Due to the varying test
parameters in the measurement period, it is possible to analyze
the mean value of the test sample and the effects of varying
sizes on the accuracy of the average value in more detail.
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V. RESULTS

A.  Examination with static predefined values

The evaluation of the plausibility check shows that each
first value of a series of measurements deviates from the other
values. All other measurements scatter with very low standard
deviation around the respective actual value. This suggests a
systematic error. Furthermore the plausibility check shows that
the measured values of the voltage angle in phase L1 differ
strongly scattering from the actual values. The other measured
values have deviations, which are far below the specified smart
meter margin of error (0.5%) [5]. This is the case for all four
MI times. The distribution of the deviations of the measured
values corresponds approximately to a normal distribution.
This shows an example Fig. 5, which reflects the distribution of
the measured deviations of the voltage measurement.
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Figure 5. Deviations from the true value of the voltage magnitudes

(MI= 1 min)

B. Examination with time variant values

The results of the examination of varying sizes show that
the maximum absolute deviations and the standard deviations
are much larger compared to the results of the static test. The
deviations of the mean values exceed the manufacturer's
specified accuracy. For all MI lengths and metrics the
deviations are higher than during the static test. Still, the
deviations are smaller, the longer the MI length is chosen. The
variations within the series of measurements reveal no trend.
However, it is noticeable that the measured values fluctuate
greatly. Despite major differences, still a normal distribution is
recognizable (Fig. 6). In addition, both the maximum absolute
deviation and the standard deviations, decrease with increasing
length of the measuring interval.

25

N
(S]

-
o

. Frequency

=
5]

——Normal distributior

Relative frequency [%]

~ Avergae

e}

(=)

bigger

Deviation [A]

Figure 6. Deviations from the true value of the current magnitudes

(MI= 1 min)

C. Error Determination

1) Nonconformity of the first measured value

The data of the static test show, that the first measured
values do not match the expected values. However, since the
test period and measurement period are synchronized by the
measurement period output, it should not lead to a deviation of
the measured values out of tolerance. A possible cause for the
still existing deviation could be a time delay between detection
of the values and the actual measurement period assignment.
This corroborated the fact that according to the product
description of the counter, the time for detecting and
calculating operational values is approximately eight seconds.
Through to variation of MI length, a negative correlation
between MI length and deviation can be observed. By
enhancing MI length, the number of mismatched sizes
compared to the total number of measurement points of a MI
decreases. Although this finding explains the deviation of the
first mean value and the deviation in the examination of a
rectangular course, but not the strong fluctuations in repeated
measurements with the same test value.

2) Varying deviation when testing the same signals
The deviation of the first value can be explained by the
measured value shift described above. All other measurements
should show the same values, due to the period
synchronization. But still, repeated tests with the same
parameters and values show significant variations between the
averages for all the different measured operation variables.

The averaging shows a shift to later measurement intervals.
The shifted part corresponds, on average, to the difference
between the measured value and the test value of the previous
period. Fig. 7 illustrates this correlation.

Current Magnitude [A]

1, 2 3 4 5 6 7 8
Measurement interval

Test Value m Meteringl m Metering2 m Metering3 m Metering 4

Figure 7. Current magnitude comparison of test value and measurements

(MI= 1 min)

Because the results in the context of the static test showed
a very high accuracy and measurement periods are clocked
synchronously, a varying detection and calculation time of the
measurements seems to be most likely. As a result of
differences in the time shift, the number of readings per MI is
not constant (Fig. 8). This leads not only to the general shift of
the individual readings, but also to an additional
misclassification.
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VI. CONCLUSION AND OUTLOOK

Within this paper a concept of a smart meter test bench to
verify the accuracy of smart meters was developed. Based on
this concept, the test bench was build, commissioned and the
Smart Meters Elster A1500 was tested.

The concept development showed that no direct regulations
for verifying the accuracy of smart meters exist. However, it
was still possible to develop a complete smart meter test bench
concept based on legal regulations, industry standards and
occupational health and safety regulations. Detailed
specifications for construction, commissioning and safety were
mostly taken from the existing rules. For the definition of the
test sequence and test mechanisms, however almost no
specifications could be found. The test procedure was therefore
derived in strong accordance with the official calibration test.
The tests, or testing mechanisms were designed on the basis of
operational values and further developed by new findings. The
resulting concept and its structure are therefore generally able
to verify the accuracy of all measurable smart meters
parameters by predefined and customizable tests.

The review of the operational value measurement of the
Smart Meter Elster A1500 showed two main errors. Firstly the
angle measurement leads to erroneous results due to the
arithmetic averaging. Thus this smart meter cannot be for angle
measurement in network operation. Secondly a wrong
allocation of some measured values happens due to the

recording and processing time of individual measured values.
The consequence is an incorrect averaging. This effect is
amplified by a non-constant length of the recording and
processing and the resulting displacement. Smaller
measurement interval increases the effect of displacement and
hence the measurement error grows. The same applies to the
change frequency of the measured quantities. The stronger and
faster the values change, the greater are the deviations.

For the practical use of the Elster A1500 in terms of
operational value measurement, this leads to an optimization
problem. Firstly, the measuring interval must be kept short, so
that the real average value is closest to the measured values. On
the other hand the deviation from the smart meter is greater, the
shorter the measured interval is. To optimize this problem, the
smart meter should be checked with real curves for all
measurements in order to develop an optimal measurement
period. For a final statement about the accuracy of the smart
meter reviewed in this work, further measurements under real
conditions are required. The main question to be answered is,
how quickly and how widely different values change in reality.

Summarizing, the main goal, to construct and commission a
specific test bench for the verification of operating variables,
was accomplished. Furthermore the test of a specific smart
meter has shown many errors in its operating value
measurement. Based on those results, in further studies,
primarily the following three points should be examined in
further research. First, operational values have to be recorded
by precise measurement units under reals conditions for
different scenarios. These have to be examined according to the
change rate in amount and time interval of the fluctuations.
Second, the findings and the discoveries shall be placed on the
creation of test scenarios. Third, more smart meters have to be
tested for comparison, both with the previously designed and
with the newly developed test scenarios in order to identify
more or similar errors and to solve the optimization problem.

REFERENCES
[1] Arbeitsgruppe Erneuerbare Energien-Statistik, "Erneuerbare Energien
im Jahr 2013," BMWi, Berlin, Germany, Feb. 2014.

[2] Eichordnung - EO 1988 vom 12. August 1988, BGBI. I S. 1657, i.d.F.
vom 6. Juni 2011, BGBI. I S. 1035.

[3] BEAMA: European Smart Metering Alliance Final Report. SAVE, EIE-
06-031 (January 2010), ESMA.

[4] Eichgesetz - EichG: Gesetz u?ber das MeB- und Eichwesen vom 23.
Ma?rz 1992, BGBI. I S. 711, i.d.F. vom 7. Ma?rz 2011, BGBI. I S. 338.

[5] A1500 alpha Zahler Produktbeschreibung. Elster Messtechnik GmbH.

S03.1



Application of higher harmonics in protection
against single-phase earth faults in resonant
grounded cable networks of medium voltage

T.Yu. Vinokurova, O.A. Dobryagina, E.S. Shagurina, V.A. Shuin
Department of electric power systems automatic control
Ivanovo State Power Engineering University, ISPEU
Ivanovo, Russian Federation
tanya-vinokurova@mail.ru

Abstract—Protections based by higher harmonics absolute
measurements the zero sequence currents of the protected object
connections against single-phase earth faults in resonant
grounded cable networks of medium voltage industrial and
urban energy supply systems have been widely applied in Russia
since the late 60s of the 20th century. However, some operational
problems connected with sufficient selectivity and sensitivity of
these protection devices appeared with time. Sensitivity and
selectivity of this protection are considerably determined by the
instability degree of the higher harmonics total level in single-phase
earth fault current of the protected network. Well-known Russian
expert Kiskachi V.M. gave approximate estimate of the higher
harmonics instability degree at the end of the 60s. Nowadays due to
load changes in the main substations load in resonant grounded
cable networks of medium voltage higher harmonics fluctuations
in single-phase to earth fault current. The simulation models of
this networks application and the accumulated experimental data
about real networks allow to specify the existing estimates of
higher harmonics instability in single-phase to earth fault current
and their applicability conditions.

Keywords—resonant grounded cable networks of medium
voltage, single-phase to earth fault, higher harmonics, ground
Sfaults relay protection

L INTRODUCTION

The major part of electric power in industrial and urban
energy supply systems is distributed to consumers through
resonant grounded cable networks of medium voltage through
arc-suppression coil (ASC) (with capacitive currents
compensation). Single-phase to earth faults (SPEF) prevail in
these systems (up to 70—80% of total number [1])

In Russia, to protect cable networks from these faults they
use devices based on measuring of higher harmonics (HH)
general level in the zero-sequence current connections of the
protected object and comparing it with the setting [2—4 and
others]. This type of relay protections includes the device
USZ-2/2, developed in VNIIE at the beginning of the 60s and
serially produced by Cheboksary Electric Apparatus Plant
from the end of the 60s of the 20th century. Current protection
function by absolute measurement of HH general level is
provided for in microprocessing terminals for medium voltage
connections.

Some operational problems appeared with time when using
current protections by HH absolute measurement in resonant
grounded cable networks of medium voltage (e.g., [5]).
Therefore, the researching in limiting operation factors and
developing ways of operation improvement are a relevant
objective.

II.  APPLICABILITY CONDITIONS OF CURRENT PROTECTIONS
BY HIGHER HARMONICS ABSOLUTE MEASUREMENT

Applicability conditions of current protections by HH
absolute measurement in the 31, currents depend on offsetting
from the external SPEFs and sensitivity to internal faults.
Limited HH range, including harmonics v =5, 7, 11, 13 is
generally used [2—4 and others]. Operating frequency range of
protection devices is caused by the mentioned HH generation
in cable medium voltage networks [6]. At frequency range of
up to 650 Hz, the distribution of HH in zero sequence currents
corresponds to the distribution of capacitive power frequency
currents (50 Hz) in isolated systems [7]. The operating current
of i-th connection Iy ; should be chosen from [8]:

Ioi =K, o Ly, (1

where K, — offsetting ratio; I.; — own capacitive current of i-th
connection; a; — the highest possible level of HH current I ; in
controlled network.

Selected from (1), the pickup current should not be less
than the minimum operating current Iy, defined by the
technical capabilities of protection device:

Loci = Toti mins ()

The sensitivity ratio of protection for internal SPEF on the
i-th connection is defined as:

Ksi > (o (Ieg - Iei)oti 2> Ky mins 3)
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where I s — total capacitive current ; a, —a minimum HH level
of Iz and I.; currents; K, ., — minimum allowed sensitivity
factor.

When Iy ; = Lyt i min SEDSItivity ratio is as follows:

Ksi = amin(IcZ - Ic i)/IOti = Olnin Ic):(l - Ic i*)/IOti > Ks mins (4)
where Ouyin les = Iy min — the minimum possible HH level for
SPEF current of resonant grounded systems of cable medium
voltage networks.

Application conditions (selectivity and sensitivity) of relay
protection result from (1) — (4):

Ic i* = Ic i/IcZ < 1/(1 + Zmax Ka I<s min)a (5)
IOt i min < Olmin ICZ(l - Ic i*max)/Ks mins (6)

where Z.x = (04/0;)max — the maximum parameter value of
Z = a,/a, characterizing the instability degree of the total HH
level in SPEF current in the protected cable medium voltage
network.

From (5) and (6), it can be concluded that 2 major factors
influence applicability of current protections by HH absolute
measurement:

1) minimum level of harmonics in SPEF current (and thus,
in I.; current of damaged connection) characterized by the
value of Iyymi, and defining sensitivity requirements to relay
protections against SPEF based on HH;

2) instability degree of the total HH level in SPEF current
characterized by Z,,x value.

Evaluation of the minimal HH level in SPEF current of
Ijn min on the basis of simplified equivalent circuits of resonant
grounded cable networks of medium voltage was given by
Kiskachi V.M. and Zhezhelenko 1. V. at the end of the 60s of the
20th century. The evaluation mentioned was adjusted in [11]
using simulation models of cable medium voltage networks and
took into account more factors influencing total HH level in
SPEF current than the simplified models used in [9, 10].

Kiskachi’s work [7] also provides value Z assessment
characterizing the instability degree of HH in SPEF current.
It based on simplified analytical calculation methods, cable
6-10 kV networks models, and some experimental data:
Z =~ 2.5-3. To be on the safe side in [7] they recommend to
take Z.x = 4 value.

When K, = 1.5, K in = 1.5 and Z = 4, it can be concluded
from (5) that current protection by HH absolute measurement
is applicable at connections with own capacitive current
L<1/(1+4 1515)=0.1, it considers with
recommendations in [7].

According to [12], such connections of medium voltage
main substation (MS) buses amounts to 70 % of total number
for main step down substations (SDS) and 90% for main
cogeneration stations (MGS). However, practical selectivity
indicators of current protection by HH absolute measurement

in resonant grounded cable networks of medium voltage
installed on MS are significantly worse than would be expected
under the mentioned applicability conditions [5]. It may be
assumed that the main reason for insufficiently high selectivity
of these protections against single-phase to earth faults is
higher than accepted instability degree of the total HH level in
the SPEF current. When Z > 4, the values of I, «, with which it
is possible to provide conditions of selectivity and sensitivity of
current protection by HH absolute measurement, according to
(5) decrease, and as a result the area of possible application on
resonant grounded cable networks of medium voltage reduces
as well. Therefore, the assessment of possible variation range
of Z value is relevant both for clarification application area of
current protection by HH absolute measurement, and for
increasing their technical excellence.

I1I. ASSESSMENT OF LIMITTING Z VALUES IN RESONANT
GROUNDED CABLE NETWORKS OF MEDIUM VOLTAGE

The limiting Z value characterizing the instability of HH in
SPEF current is defined as

Zlim = amax/amim (7)

where Opax = Iy max/ Leg — maximum possible level of higher
harmonics in SPEF current in resonant grounded cable
networks of medium voltage; Ouyin = Iy min/ L — minimum
possible level of HH in SPEF current.

When assessing Zj;,, (8) only harmonics of operating range
of protection devices from SPEF based on the use of HH zero
sequence currents of v =15, 7, 11, 13 should be considered. As
mentioned above, the estimated assessment of minimum HH
level in SPEF current is given in [9—11]. In these papers, it is
assumed that the minimum HH level in SPEF current is defined
in the limiting case, only by harmonics generated by power
transformers 6-35 /0.4 kV at receiving substations. In practice,
these modes of operation of cable networks of medium voltage
can occur at daily load curves when production interruptions
are possible in night shifts and on weekends [13]. In cable
networks where the main substations are medium voltage buses
of cogeneration stations, not only power transformers can be a
HH source determining their minimum level in SPEF current
but also generators operating on busbars. Therefore, the
minimum HH level in SPEF current should be expected in
cable networks, where main substations are medium voltage
buses of step-down substations.

Under these assumptions, the level of harmonics in SPEF
current depends on the ratio of total supply transformers power
Seup to the power of receiving step-down substation transformer
ZSiee: 8 = Squp/ZSee. According to real power systems analysis
in[9] s =0.7-3.

5th and 7th harmonics predominate in magnetizing currents
of power transformers and consequently in SPEF currents [6—
11]. Table 1 shows the values of the minimum levels of these
harmonics in SPEF current in resonant grounded cable network
where Icx =25 A (for cable 10 kV networks Ics min =20 A, for
6 kV networks — Ics min = 30 A), at the average value of s = 1.5
received by calculation results given in [9-11].
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TABLE L. EVALUATION OF MINIMUM LEVELS OF HIGER HARMONICS
IN SPEF CURRENT IN RESONANT GROUNDED CABLE NETWORKS OF 6—10 KV

Data Source Is, % | Is, % | Omin, %0
Calculations based on simplified equivalent
circuits of cable networks [9, 10] 2.65 2.0 ~3.37
Calculations on simulation models of 1.0 05 112
networks [11]

The harmonic composition of SPEF current and zero
sequence currents of damaged and undamaged connections is
determined with sufficient accuracy by harmonic composition
of voltage of damaged phase at the site of grounding [7].
Therefore, the maximum level of HH in SPEF current o, can
be approximately estimated for networks 6-10 kV by the
maximum permissible (GOST 13109-97) non-sinusoidal
voltage factor Kismx = 0.08 and maximum permissible factors
Kuvmax Of separate harmonic components v=5, 7, 11, 13
defined as by Kyy max = 1.5 Kpy norm (table II).

TABLE II.  VALUES OF NORMAL AND MAXIMUM PERMISSIBLE NON-
SINUSOIDAL FACTORS FOR VOLTAGE HARMONICS OF OPERATING FREQUENCY
RANGE

v 5 7 11 13
Koy norm, %0 4 3 2 2
Kuy maxs %0 6 4,5 3 3

Let’s assess Kps max at Kyy max Values specified in table I1:

Kns max Sqrt (EKZUV max) = Sql’t ((K2U5 max + I<2U7 max +
+ K011 maxt K013 max)/100) = 0.0862,

that is more than the maximum allowable value of K. =
0.08.

To fulfill K4 pnax < 0.08 for harmonic of minimum order
v =15 it is necessary to assume Ky, max = 5.1% < Kyy max- Then
according to assumed relative levels of voltage harmonic
components, the total relative level of HH in SPEF current
will be equal to:

Omax o = 100% sqrt (Z1,«) = 100% sqrt(Z((v - Kyy max/loofz =
= Sql't ((5 KUS rﬂax) + (7 I<U7 max) + (1 1 I<U11 max) +
+ (13 I<U13 max) ) = 65%‘

The value of Zj, = 65/1.12 = 58 corresponds to the
obtained oy, = 65% value and the most conservative
assessment [11] o, = 1.12% value.

Measurements of harmonics in SPEF currents of real cable
networks of medium voltage show that this assessment of o,
is more likely underestimated, because the influence of several
additional sources of higher harmonics (system, ASC and
others) were not taken into account during calculation.
According to [15] the minimum level of HH in SPEF current as
a rule is not less than 4% in resonant grounded cable networks
of medium voltage as a rule.

In [16] based on measurements in real cable networks of
medium voltage it is shown that the maximum level of
harmonics in SPEF current can reach over 35-40%. It is

evident that the experimental assessment (O, =40% and
more) is relatively close to the mentioned above limiting
assessment O, = 65%. Assuming that o, =4%, and
Olmax = 65%, then Zy;,, = 65/4 ~ 16.

For a particular cable network of medium voltage the value
of Z< Zlim-

IV. THE MAIN FACTORS AFFECTING INSTABILITY LEVEL
OF HIGHER HARMONICS IN SINGLE-PHASE EARTH FAULT
CURRENT

In a particular cable network of medium voltage the value of
the Z parameter depends on many factors. The main ones are:

1) composition of higher harmonics sources in complex
load of MS in cable network of medium voltage;

2) daily MS load curves;
3) operating modes features of the main HH sources;

4) parameters of cable network elements (the ratio of
supply transformer power to total power of receiving
substations transformers, supply system resistance, cable lines
resistances connecting MS medium voltage buses with
receiving substations and others).

The harmonic composition in SPEF current is determined
by harmonic composition of phase voltages [7]. Sources of
HH in cable networks of medium voltage are (Fig. 1): supply
system S, supply transformer Ty, power transformers of
receiving and distribution transformer substations T, non-
linear load NL, electric motors M. When an earth fault
happens an additional source of HH in SPEF current is also
ASC.

s Ty — MSG6-10KV T

Figure 1. The HH sources in resonant grounded cable networks
of medium voltage

In the considered networks, the main sources of HH are
nonlinear load [6]: controlled and uncontrolled valve inverters
(VI), electroheat installations (EI), electric welding
installations (EWI), and in case their absence (for example,
outage) — receiving substations transformers. In average,
relative values of HH currents generated by nonlinear valve
inverters in load currents are: ~20% for 5-th harmonic; ~14%
for 7-th harmonic; ~9% for 11-th harmonic; ~8% for 13-th
harmonic [6]. Electric welding installations with AC to DC
converters also generate similar HH levels. Among electroheat
installations, the main sources of HH are different types of
electric furnaces (electric arc steel-smelting, ore-smelting,
ferroalloy and others). The harmonics source generated by
electric furnaces is non-linear electric arc but in DC electric
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furnaces, it is brushless AC to DC converters. The HH level in
load currents generated by electric furnaces compares with
harmonics level generated by the nonlinear converters [6]. The
harmonics level in load currents generated by power
transformers is usually some percentage [6, 9—11]. The
relative values of harmonics generated by an equivalent
system, supply transformer, electric motors, non-liner lighting
load together do not exceed some percent in load currents, and
the influence of these sources on the total HH level is
negligible [6].

Non-linear load primarily exists in power supply systems
of industrial enterprises. Table III shows a typical composition
of complex load with the main HH sources for different
industries [13].

TABLE III. TYPICAL COMPOSITION OF COMPLEX LOAD WITH MAIN HIGHER
HARMONICS SOURCES [13]

Consumers composition, %
Industry sector

SM IMH | IML EL EI wI | NC
Non-ferrous 10 |5 275 | 1,5 |10 |- |46
metallurgy
Chemical industry 3547 | 1546 | 2948 | ~2,4 | ~3 ~1 | ~12
Coal mining 4 7 67 15 - - 7
Ferrous metallurgy 25 8 29,5 | 2,5 22 3 10
Automobile industry | 9 10 48 5 19 3 6
Machine building 8 5 52 5 13 14 |3
Electric motion - - 5 5 - - 90

Notes to table III: SM — synchronous motors, IMH — high
voltage induction motors, IML — low voltage induction
motors, EL — electric lighting, EI — electroheat installation,
WI — welding installation, NC — nonlinear AC to DC
converters.

The share of the main sources of higher harmonics (non-
linear load) as part of the total load of MS cable medium
voltage specified in table III in average amounts to 15-50%,
and for some industries can reach 90% (for example, electric
motion, rolling production, powerful electric arc DC furnaces
on metallurgic plants, ferroalloy industries and others). The
change in modes or complete deactivating (disabling) of the
main HH sources are the main cause of significant changes of
the total harmonics level in voltage and consequently in
single-phase to earth fault current in cable networks of
medium voltage.

The relative values of harmonics in load currents
substantially depend on daily MS load curves. Typical daily
load curves [14] for industries considered in table 3 are shown
in Figure 2.
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Figure 2. Typical daily load curves for different industries:
a — non-ferrous metallurgy, b — chemical industry,
¢ — ferrous metallurgy, d — automobile industry

Large fluctuations of general HH level within 24 hours and
weeks should be expected first of all in enterprises working in
shifts with weekends, when a significant decrease of the total
load accompanied by partial or complete blackouts of the main
HH sources are possible (for example, ferrous metallurgy,
automobile industry). A more stable level of HH should be
expected in continuous production enterprises (non-ferrous
metallurgy, chemical industry).

The level of harmonics generated by uncontrolled valve
inverters is determined by the current load value. The level of
HH generated by the controlled valve inverters varies
significantly when the delay angle o and switching angle y
chan%e [6]. For example, when these angles change from

= 0" to a=30° y=600, the relative values of
fundamental harmonics in load currents in this type of
converter are reduced in 3-5 times [6].

Welding installations have cyclic operation causing
fluctuations of the HH level. According to [17] the level of
fundamental harmonics generated by welding installations with
AC to DC converter, depending on the operation mode can
change 3-6 times. Therefore, when assessing of HH level
instability in load currents, caused by valve inverters and EWI,
it can be assumed that their level varies depending on their
operating mode from 3 to 5-6 times. In the operation cycle of
different furnaces there are some periods connected with their
load and metal unloading when the electric furnace is not a HH
source. This fact should also be taken into account when
assessing HH instability degree in SPEF currents.

The largest instability HH degree in voltages and
accordingly in SPEF currents should be expected in cable
networks of medium voltage fed by electrotraction substations
due to the large share of non-linear load and its abruptly
variable load. However, application of current protections by
HH absolute measurement against SPEF was never
recommended, and they are not considered below.
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V. INVESTIGATION OF TOTAL HIGHER HARMONICS
INSTABILITY IN SPEF CURRENT ON SIMULATION
CABLE NETWORKS MODELS OF MEDIUM VOLTAGE

The account of influence of the mentioned above factors on
higher harmonics level in voltage and single-phase earth fault
current is not possible without using simplified networks
equivalent circuits. Therefore, the simulation models of cable
networks of medium voltage allowing the maximum number of
influence factors were used in this paper to assess the possible
harmonics fluctuations in SPEF current.

Simulation models calculations are performed for MS cable
network of medium voltage for industries, the daily curves of
which are shown in Figure 2.They are characterized by a large
share of non-linear converters, electric welding installations,
electrothermal plants in the load composition. The simulation
model for assessment of HH instability degree in SPEF current
in cable networks of medium voltage of power supply systems
for the specified industries is shown in Figure 3.

s T,  MS6-10kV

Cable Line Trec

Figure 3. Calculation model of resonant grounded cable networks of medium
voltage for industry power supply system to assess of higher harmonics
instability degree in SPEF current

Complex MS load composition varied depending on
industry in accordance with Table III. Simulation scheme
parameters were defined by means of statistical data analysis
for cable networks of medium voltage of various industries
power supply systems (Table IV).

TABLE IV. CALCULATION SCHEME PARAMETERS FOR ASSESSMENT
OF HIGHER HARMONICS INSTABILITY IN SPEF CURRENT

Parameter Value
Total capacitive current network Ics, A 25
Short-circuit current at buses of MS 1% v, kA 10-20
Power of supply transformer on MS Sg,,, MVA 25-100
Receiving substations transformer load factor Kjeug, pu 0.7
Cable length L, km 0.3-2.5
Average length of the cable line Ly, km 0.8
S = Squp/ZSrec, pU 0.7-1.5
Factor for non-linear load s, = Sy/ZS;cc, pu 0.1-0.9
average factor for non-linear load Sy aer, pu 0.3
Maximum system voltage Us max, V 6300
Minimum system voltage Us min, V 6000

In maximum higher harmonics level simulation in SPEF
current the following assumptions were made:

e An industrial enterprise has on-peak operating
conditions according to its daily curve;

e All main higher harmonics sources are switched on
(in operation);

e  main harmonics sources are operating providing the
mode of the maximum HH level in load currents
mode;

° MS buses voltage equals Uy pay-

In minimum higher harmonics level simulation in SPEF
current the following assumptions were made:

e An industrial enterprise has off-peak operating
conditions according to its daily curve;

e  The non-linear load share decrease proportionally to
decreasing the total power load;

e  clectroheat installations can be completely switched
off as a HH source;

e the minimum HH level generated by non-linear
converters and electric welding installations is 2-3
times less than the maximum one;

° MS buses voltage equals Uy .

Table V shows the assessment results of cable networks
simulations parameter Z for harmonics v = 5, 7, 11, 13, and
their amounts used in protections against earth faults based on
HH. The calculations are performed for the following
conditions:

° system nominal voltage Us ,om = 6 kV;

e  system total capacitive current [cy =25 A;

e the supply transformer power Sq,, = 31.5 MVA (63/2);
e parameter s = Sgp/XS,c = 1.5;

° Kioad = 0.7.

TABLE V. CALCULATED VALUES OF INSTABILITY LEVEL
Z, AND Zs FOR HARMONICS v=35,7, 11, 13 IN SPEF CURRENT

Industry sector Zs
v=35 v=7

Non-ferrous metallurgy 3,36 2,77 1,25 0,85 2,01

Chemical industry 5,29 5,11 3,96 3,44 4,38
Ferrous metallurgy 9,22 7,57 3,98 2,98 4,99
Automobile industry 11,1 8,61 49 2,59 5,87

Table V shows that HH instability level in the SPEF current
is predictably higher in cable networks of medium voltage of
supply systems for enterprises working in shifts. The obtained
Z values is higher than it is recommended in [7] for using in
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current protections based on HH calculations, but it is
significantly less than the above mentioned limiting values.

If Z.x = 6, it was founded from (5) that current protections
with absolute HH  measurement can be applied for
connections, the own capacitive current of which does not
exceed values: I+ < 1/(1 + Zjpax Ko Kgin) = 1/(1 +6 7 1.5 1.5)
= 0.07. The share of such connections on cable networks of
medium voltage MS according to [12] does not exceed 65—
70%, which considerably limits the possible application area
of current protections by HH absolute measurement.

Additional limits of this protection are related to the
approximate method of pickup current selection that leads to
increasing K, in (5). For example, it is recommended in [15] to
assume K, = 3—4 because of impossibility to find maximum
and minimum HH levels. For these values of K, current
protections with absolute HH measurement don not practically
apply to cable networks. Therefore, in developing protective
devices based on HH, they should prefer methods providing
selectivity in spectrum instability and harmonics level in SPEF
current, such as directional or adaptive current protections.

VI. CONCLUSIONS

1. The possible application area of current protections by
HH absolute measurement is considerably limited by instability
degree of total harmonics level in SPEF current.

2. The main factors affecting HH instability levels are
determined: composition of harmonics non-liner load sources
of MS cable network of medium voltage, daily load curves,
operation modes of main harmonics sources and parameters of
cable network elements.

3. It is shown that the most HH instability should be
expected in resonant grounded cable networks of medium
voltage for power supply systems for enterprises, which have a
significant share of nonlinear converters and electro-thermal
installations working in shifts with weekends.

4. Based on simulation models, the values of instability
parameter for enterprises with continuous load curve Z,, = 4.5,
for enterprises with fluctuating load curves Z,,,x = 6 are defined.
When Z,.« 6, current protections with absolute HH
measurement can be applied only for connections with their
own total capacitive current not more than 7% Ics.

5. According to results, preference should be given to
development of protections with independent of Z selectivity
and sensitivity conditions, for example, directional and adaptive
current protections.
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Abstract— In modern distribution grids, the task of fault
localization using conventional techniques is increasingly
becoming a challenge due to the rising domination of inverter-
based, volatile, distributed power generation. Since approved
methods from high voltage level such as reactance-based methods
lack accuracy in distribution level topology, alternative
approaches for accurate fault localization are required. Within
the scope of this work, an artificial neural network (ANN) based
solution for the localization of electric faults at distribution level
has been developed, evaluated and implemented on standard
hardware from industrial automation technology ie. a
programmable logic controller (PLC). A reduced yet
representative model of a distribution grid incorporating a
variety of aspects influencing the accuracy of fault localization
such as distributed generation, ring network topology with open
or closed loop as well as variable fault resistance has been
developed. Current and voltage measurements generated under
various fault conditions have been used for training of an ANN.
Different ANNs have been trained with various network
structures and training algorithms and after thorough analysis
and comparison of their performance, the most suitable networks
have been implemented on hardware and tested in hardware-in-
the-loop configuration. Thereby a real-time simulator suitable for
application testing and rapid prototyping provided process
values of the modeled distribution grid.

Keywords:  Distributed Generation, Fault Localization,
Artificial Neural Network, Programmable Logic Controller

I. INTRODUCTION

During the last decade there has been a development
towards building smaller generation units which are connected
directly to distribution networks, designated as distributed
generation (DG) [1]. Generally, DG units with a generation
capacity of up to 10MW are connected directly to the
distribution network [2]. However, adding extra generators in a
power system designed for a fixed number of sources raises the
system short circuit level, on the basis of which the whole
power distribution switchgear is designed.

Another problem arising from having DG in a distribution
network is the detection and localization of faults in the system.
In case of a fault, the DG unit connected to a feeder feeds a
fault on another feeder thus resulting in tripping of the healthy
feeder as well [3]. The decision to operate a network in open or
close loop further complicates the situation as fault current has

even more paths available to flow from DG towards the
location of fault. Reference [4] provides a comprehensive
explanation of the impact a DG source can have on a
distribution network. Not only does it compromise the very
integrity of distribution switchgear in case of short circuit but
may also result in maloperation of protective relaying schemes
and tripping of multiple feeders. This can make the job of fault
localization all the more challenging and calls for innovative
solutions in order to ensure quick power restoration after an
interruption.

The purpose of this work is to design and evaluate a
hardware prototype for precise fault localization in modern
distribution networks using techniques from the field of
computational intelligence. References [5], [6] and many other
similar works have proven the practicability of fault
localization in transmission lines using artificial neural
networks (ANNs) with a high degree of accuracy. However,
compared to a transmission line, a distribution network consists
of more feeding circuits and has a non-unidirectional flow of
current in case of a fault.

The presented work is intended to explore practicability and
performance of ANNs for fault localization in a distribution
grid and to implement them in hardware which can be used in
conjunction with the existing switchgear in a substation.
Thereby a distribution grid model is simulated for various fault
cases and the generated voltage and current values are used for
training of an ANN. The trained network is then implemented
on hardware and its performance is evaluated by means of a
hardware-in-the-loop (HiL) test whereby the developed
hardware is connected with a real-time simulator running the
grid model. The purpose of HiL testing is to evaluate the
feasibility of the said prototype to serve as a standalone device
which can be networked with distribution switchgear.

II.  DISTRIBUTION GRID MODEL

Fig. 1 shows the elementary single line diagram (SLD) of
the distribution network to be modeled. Only measurement
devices (current and voltage transformers) relevant for fault
localization have been depicted in the SLD. No protection
devices and protection schemes have been shown since system
protection is not the primary focus of this work. A Simulink®
model based on this SLD has been developed.
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Since faults are to be simulated only on the distribution
line, the loads being fed have been modeled as lumped loads.
The coupling circuit breaker allows forming a closed loop with
the other distribution circuit. DG source gets a tie in to the
distribution line 1 where first load transformer is located.

——T Sl.lﬁ[l?ﬂ‘
T_oynl ‘
2 %w
) 1k

RI=5% |
T 104/ /100v
A3/ A3 o
.—C.—S—} E—é}g--.n_w ‘

cT _®
‘ (;\CB ‘

3-PHASE, 50Hz, 10KV |
i i |
i ica i{:a

w@‘

Ly __ _y _|
DIST, LINE 1 DIST. LINE 2
COUPLER
|
L]
7Dyl = .
10KY/0 415KV A
Sl )
= | %I=5%
& T_Dyn1 Tyt
20 1060/0. 4158 2 ) 10K0. 415K
Lood J.0MW S WA Load 306
Distance from = T &=h% w WL=0% Distance from
55 = Bkm 55 = Jkm
Lond 3.8MW

Lood J.BMW
Distance from 55 = 12km [istance from 55 = Skm
Figure 1. Distribution system single line diagram

In Fig. 1, switchgear feeding the distribution grid and the
upstream network has been modeled by a 33kV generator
connected to a 33/10kV step down transformer. A combined
heat and power (CHP) generation facility has been modeled by
a 10 kV, 10 kVA generator, designated as ‘DG Source’. A 1:1
transformer with a delta connected winding on the generator
side is connected to prevent ground faults from travelling to the
generator side. ‘Dist. Linel’ and ‘Dist. Line2’ are underground
cable distribution system lines modeled by three phase pi-

section line masks. In order to generate the training data for
ANN, the model has to be simulated multiple times with
different simulation parameters. Each simulation has to be run
for 0.4 seconds i.e. 20 AC cycles. In every simulation, fault is
introduced after 10 cycles in phasor simulation mode. Current
and voltage samples generated during this time are enough for
ANN training.

III.  GRID MODEL SIMULATION AND FAULT DATA
GENERATION

After developing a comprehensive model incorporating
aspects like distributed generation and closed loop operation
which affect the accuracy of conventional fault localization
methods, it has to be simulated repeatedly with various fault
locations and fault resistances. The resulting current and
voltage measurements are to be stored and later used for
development of a mathematical model for fault localization by
ANN training.

A.  Model simulation

Following aspects have been taken into consideration for
simulation of grid model in order to generate fault data for
ANN training.

Table 1. Model parameters for fault simulation

Simulated Phase to ground, Phase to phase, Double
faults phase to ground, Three phase
Range of fault | 0.01Q, 0.05Q, 0.1Q, 0.5Q, 1Q, 2Q, 5Q,
resistance 10Q, 15Q, 20Q, 25Q, 30Q), ...... , 75Q
Voltage In addition to nominal system voltage
variation (10kV) -5%, -2.5%, -1%, +1% and +2.5%
Fault An incremental distance of 0.2 km (5 faults
locations locations per km of line) along the complete
length of the distribution lines
Open loop | Fault measurements obtained by running a
operation separate simulation for each feeder. A
(coupling distinct neural network is to be trained for
circuit breaker | each feeder since both the feeders generate
open) completely different fault measurements
Close loop | Both distribution lines joined together to
operation form a ring. Both feeder currents and
(coupling voltages are to be obtained by running a
circuit breaker | single simulation with feeder 1 as the
closed) starting point and feeder 2 as the end point of
the loop
Fault data | Outgoing feeder currents and voltages in
recording substation. Hardware is to be installed in the
location substation and receives the required data
from relays for fault location estimation
thorough serial communication / networking

B.  Fault data generation

Following is a brief description of the measurements
needed and how they are organized in a single input data
matrix for ANN training.

Table 2. No. of model simulations for each fault type

Opera- | Dist. Measurement No. of voltage | No. of fault resist- | Length of dist. Total no. of simulations to be
tion line points / km (A) levels (B) ance values (C) line (km) (D) run (AxBxCxD)
Open 1 5 6 21 12 7560
loop 2 5 6 21 8 5040
Closed loop 5 6 21 20 (12 +8) 12600
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e Feeder current and voltage has 3 phases namely I, I, I,
and V,, V,, and V. which can be stored in 6 variables.

e Current and voltage phasors have real as well as
imaginary parts. With voltages and currents of all phases
having 2 parts, the input vector now has 12 columns.

e Both pre- and post-fault values of all currents and
voltages are to be recorded. Therefore two variables (for
pre fault and post fault values) have to be defined for
both real and imaginary parts of every phase of current
and voltage vectors. This increases the dimensions of
measurement matrix to 24 distinct columns.

Table 2 provides an exact count of the number of times the
grid model has to be simulated in various configurations with
various combinations of model parameter values. The final
count in each case gives the number of rows that will be
added to the measurement matrix which has 24 columns as
described above.

IV. DEVELOPMENT OF A MATHEMATICAL MODEL FOR
FAULT LOCALIZATION BY ANN TRAINING

The objective in this step is to use the generated fault data
to establish a mathematical relation between the observed
effects (i.e. current and voltage measurements generated as a
result of a fault) and causes of these particular effects (i.e. fault
locations). A fitting function to model the system behavior has
to be found using ANN training. Once the system is identified
and a fitting function is developed, it can be used for
determining fault locations (causes) using fault measurements
(effects) that are not part of the previous knowledge base.

MV Vs L L L) BLACK BOX MODEL | Weights

(FOR ESTIMATING —
FAULT LOCATION) Biases

-
Fault location

Figure 2. Graphical representation of ANN training

A.  Quantification of training tasks

Since, in addition to fault location, the fault data also
contains information about the fault resistance, it is worthwhile
to train another ANN that provides a fit between fault
measurements (24 inputs) and both fault location and fault
resistance (2 outputs). Fault resistance data can be used for
fault analysis and be included in public disturbance records.
Valuable historic data like this can also prove helpful in later
research. Since ANNs with both one output (fault distance
only) and two outputs (fault distance as well as resistance) are
to be trained for 12 cases (4 faults for 3 feeder configurations)
the total number of scenarios becomes 24. For every test case,
two ANNSs are to be trained (using the same training data) and
their outputs are to be averaged. Doing so improves the overall
accuracy of ANN model output. Since two ANNs with their
output averaged are to be trained for each scenario, the final
count of ANNSs to be trained stands at 48.

B.  ANN training parameters

Before creating a feedforward ANN object, its structure has
to be specified. The default feedforward net object has 2 layers.
70% of the training data has been allocated for training

whereas 15% each is used for validation and testing. Division
of data is random. Instead of selecting random initial values for
weights and biases for neurons in the net, Nguyen-Widrow
initial conditions have been used for both layers of the net
thereby reducing the training time by an order of magnitude

[7].

Owing to good convergence and fitting characteristics in all
the trials, a neural net with 24 inputs, 15 inner layer neurons,
and (depending on the number of outputs) 1 or 2 neurons in the
output layer is to be used for training of ANNs for fault
location estimation. Levenberg-Marquardt optimization with
bayesian regularization is the training algorithm of choice [8].

Hidden Output
Input
24
is 2

Figure 3. Graphical representation of ANN training

Output

C. ANN training results

Having finalized all the training parameters, network
structure and training algorithm, development of mathematical
models for fault localization is then carried out. Target value of
mean squared error (mse) is 0.0005. In some cases, training has
been allowed to continue beyond this error value as long as no
over fitting is observed. ANNs for both single model output
(fault location only) and two model outputs (fault location as
well as resistance) have been trained. Training results for all
the faults have been presented in the Table 3.

For A-B fault, the satisfactory training performance can
only be achieved for low resistances (up to 5Q2) due to the fact
that for higher resistance values, the voltages of phase A and B
reach close to that of phase C (the healthy unfaulted phase).
Since all voltage values become almost constant with very little
variation and accordingly very low fault current flows (almost
close to normal load current), it becomes difficult to find a
fitting function for a system which, apart from some large
voltage and current variations for low value of a parameter
(resistance), is almost constant.

This difficulty can be avoided by considering the fact that
in an underground cable distribution system, usually a fault
between two phases occurs when the insulation between them
breaks down which leads to a low resistance fault. An arcing
fault can be encountered when the insulation breaks down only
partially. Reference [9] provides an estimate of arc resistance
in overhead distribution system (1.1Q2) which usually depends
on many other parameters and in overhead systems, the
separation between two phase conductors is much larger as
compared to two cores of a cable. This observation therefore
justifies limiting the upper bound on the fault resistance value
for A-B fault to 5C which is still way above the arc resistance
value. Since fault resistance has to be limited to only 5Q for A-
B faults, the grid model has to be simulated for more values of
fault resistance between 1Q and 5Q. The additional values in
this range for which faults on the distribution line are
introduced are 1.5Q, 2.5Q, 3Q, 3.5Q, 4Q, 4.5Q in order to
ensure better fitting and generalization.
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Table 3. ANN training errors for all faults in open and close loop

MSEs of ANN Training for A-Gnd Fault Localization

Three phase fault is a symmetric fault and when a network
for only fault location has to be trained, very good results are
obtained. However ANN training for two outputs is not

Output: Outputs: . e . -
' Fault Fault possﬂ?le: The training algo.rlthm fails to converge. The reason
Configuration and feeder number | | ocation | resistance for this is that for all the different values of fault resistance in
only and location the ground path, all the phase voltages and currents have same
Open Loop - feeder I (ANN#1) | 0.000248 0.000313 values and fault measurements and change only With either pre
fault voltage or fault location. Therefore, for this periodic
Open Loop - feeder 1 (ANN #2) | 0.000344 0.000366 function. ANN trainine i d wh function is o b
Open Loop - feeder 2 (ANN#1) | 0.000099 | 0.000101 unction, raming 1s very good when a tunction 1s 1o be
found that provides a relation between fault measurements and
Open Loop - feeder 2 (ANN #2) | 0.000099 0.000103 . - . .
Close L ANNZ | 0.000099 0.000892 fault location only. However the training fails when the fitting
ose Loop ) : : function has to include fault resistance as well since fault
Close Loop (ANN # 1) — 0.000099 9'0905 66 resistance has no effect on fault measurements. Thus a relation
MSEs of ANN Training for A']é P:[au![t Loceéllztatlton cannot be established between fault measurements and a
utput. utputs: combination of fault resistance and location.
Configuration and feeder number Fault Fault
L(Lcla}tltlon Is;?lscisltggz;eion D. ANN model testing
Open Loop - feeder | (ANN# 1) | 0.028451 0.012789 A test 'da'ltaset consisting of fault measurements that are not
part of training data has been used for testing the fault location
Open Loop - feeder 1 (ANN#2) | 0.019033 0.013188 S o )
Open Loop - feeder 2 (ANN #1) | 0.000178 0.000089 estimation capability of the developed model. Test inputs
P P . . generated for all cases are to be applied to the corresponding
Open Loop - feeder 2 (ANN#2) | 0.000143 | 0.000096 developed models and the outputs generated by them are then
Close Loop (ANN # 1) 0.000010 0.000010 compared to the true test outputs for calculation of error. The
Close Loop (ANN # 1) 0.000157 |  0.000170 next section presents all the test results obtained.
MSEs of ANN Training for A-B-Gnd Fault Localization
Outputs: E.  ANN model test results
. Output: Fault | Fault Test results in graphical form have been presented for A-
Configuration and feeder number location only | resist & Gnd fault in the figure below.
location Fault location estimation (Feeder 1. Open loop)
Open Loop - feeder | (ANN#1) | 9.957x 10” | 0.000139 e i oi e et et ® Tt ramon
- K 8 #4948 8 %8 F & & § O Modloupn
Open Loop - feeder 1 (ANN # 2) 9.901 x 10_9 0.000141 S A
Open Loop - feeder 2 (ANN # 1) 9.992x 10 0.000099 M e o 2 8 2 @ 8 & & & & & & & & |
Open Loop - feeder 2 (ANN # 2) 9.978 x 10 | 0.000094 fg s degereiegereereesg
Close Loop (ANN # 1) 9.992x 107 | 0.000099 —gl®®e® e bt e e 80 8 ¢ o @
Close Loop (ANN # 1) 9.981x 107 | 0.000198 5 g2t eer ey
MSEs of ANN Training for A-B-C-Gnd Fault Localization S |2 88 %% %8 8888588 88248¢§
= L F e & & & & & & & & & & & & & & b
Outputs: A
. (=]
Configuration and feeder number 82;2:1(;] 1;?1111“ f:slﬁ & % fdreee bRy
Y| loeation Sqgesrragprezrrazie
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Open Loop - feeder 1 (ANN # 2) 9.714x 107 -- 2k 4 & & P E B BB OB OGS & B b B D
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Figure 4. A-Gnd fault locations for various resistances

As highlighted in Table 3, the target error value (0.0005)
has not been obtained when an ANN for faults on distribution
line 1 in open loop operation is trained, even though training
has been performed for a much lower range of resistance. The
reason for this is that the distribution line 1 has a DG source
connected to it so the voltage drop in case of a fault with
resistance on this particular line is not very high. Only for very
low fault resistance is there a real fault condition. The lesser
drop in voltage on this line makes it difficult to reduce the error
and the training stops after maximum value of ‘Mu’ (training

iteration step) is reached.

The plot in Fig. 4 shows the fault locations estimated by
ANN model superimposed on the actual fault locations for
different values of fault resistance. (17 different values of fault
resistance represented by 17 slanted vertical lines formed by
fault location points). Results for other faults have been
summarized in tabular form. The purpose of presenting fault
location plots for at least one of the faults is to provide a vivid
illustration of the quality of test results.

Table 4 provides information about the percentage of test
cases in all operational scenarios where the estimation error for
fault location (and fault resistances) is less than or equal to 5%
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Table 4. Summary of test results for all test cases

. Total Cases with > | Yoage of cases with Cases with > %age of cases with
Oper- | Dist. | Fault test +5% location >95% accuracy +5% resistance >95% accuracy
ation line | type cases (A) error (B) 2 JL' P error (C) ('_'T",l s
Open 1 425 8 98.12 1 output only
loop 2 289 7 97.58 (Location)
Closed loop A- 714 4 99.44
Open 1 Gnd 425 6 98.56 21 95.06
loop 2 289 11 96.19 4 98.62
Closed loop 714 16 97.76 55 92.3
Open 1 275 74 73.09 1 output only
loop 2 187 7 96.26 (Location)
Closed loop AB 462 7 98.48
Open 1 275 67 75.64 79 71.27
loop 2 187 12 93.58 15 91.98
Closed loop 462 3 99.35 62 86.58
Open 1 425 0 100 | outout onl
loop 2 289 0 100 output on'y
(Location)
Closed loop A-B- 714 0 100
Open 1 Gnd 425 0 100 12 97.18
loop 2 289 0 100 4 98.62
Closed loop 714 0 100 11 98.46
Open 1 425 0 100 | outout onl
loop 2 | g 28 0 100 (Loga tion)y
Closed loop C- 714 0 100
Open 1 Gnd 425
loop 2 289 Not applicable (Model with 2 outputs can’t be trained)
Closed loop 714

(in other words, where an accuracy of greater than or equal to
95% has been achieved).

Another observation in Table 4 is that the accuracy of fault
location estimation gets better as the degree of symmetry in
faults increases. The results for asymmetrical fault (A-Gnd)
are also very good. Since the training performance (mse) for
A-B fault on distribution line 1 (with a tie-in for DG) in open
loop is off by two orders of magnitude from the target mse
(0.0005), the percentage of test cases having an error value of
less than 5% is also rather low.

The models for which test results have been presented are
to be implemented in hardware. These are the models trained
using the measurements in substation. Two separate hardware
programming projects have been created for these
implementations. The implementation with only one output
(fault location) is the preferred one for use since it has higher
accuracy and works in all scenarios. Furthermore, no model for
fault resistance estimation is available for three phase faults.

V. HARDWARE IMPLEMENTATION OF ANN MODEL AND
HARDWARE-IN-THE-LOOP TESTING

After development and testing of mathematical models for
localization of wvarious faults in a software simulation
environment, the final step is to develop a hardware prototype
with an ANN model as the underlying algorithm which can be
used in conjunction with the existing electrical control gear in a
substation. A programmable logic controller (PLC) has been
the hardware platform of choice. After the developed model

has been implemented on the PLC, its performance has to be
tested for various faults and in different modes of grid
operation.

In order to test a PLC in a lab, test signals similar to the
ones generated by metering devices installed in MV switchgear
are required. For this purpose, a real time (RT) simulator
simulating the behavior of a real grid is used. The ANN model
implemented on PLC is trained using the measurements
generated by simulation of a grid model. The same Simulink®
model is to be simulated now by the RT simulator for testing of
PLC. Data exchange between the hardware under test and the
RT simulator takes place via TCP/IP. Doing so eases the limit
on the number of values that can be transmitted from the RT
simulator to PLC using hardwired analog signals since both of
these devices have limited number of analog I/O ports.
Moreover, in an analog signal all the values are mapped to a 4-
20mA current signal which can result in inaccuracies when a
value with a span of 20000V (from -10000V to +10000V) is to
be mapped on a signal with a span of only 16mA. In addition to
feeder current and voltage values, feeder statuses (fault / no
fault) and the state of coupling circuit breaker (open / close
loop operation) is also transmitted to PLC.

For ANN model implementation, the available hardware is
a Beckhoff C6920 industrial PC (IPC) with the PC based
control software TwinCAT 3 for application engineering. The
flow chart in Fig. 5 shows the organization of PLC application
for ANN based fault localization and the order in which
different blocks are called and executed.
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First stage deals with establishing TCP/IP communication
with the simulator. After a connection is established and the
transfer of TCP frames to PLC begins, every incoming frame is
processed and required fault data is extracted from the received
TCP frame. Along with data extraction and storage in
appropriate variables, the PLC keeps on monitoring all the
variables in a cyclic fashion.

Whenever a fault is detected, (fault detection variable
returns a non-zero value) the fault type and the mode of grid
operation are examined and an ANN function with appropriate
values of weights and biases is invoked. The number of
neurons in the output layer is equal to the number of ANN
outputs. PLC applications for both a single output (fault
location) and two outputs (fault resistance and location) have
been developed. Even though extensive testing of the model
performance and accuracy has been carried out in software
before hardware implementation could be proceeded with, it is
important to test the programmed hardware as well before
deployment using some test cases whose results are already
known from testing in software. This is to ensure that the
translation of Matlab” code of ANN model into IEC 61131-3
structured text (ST) has been carried out correctly. Speed and
stability of application can also be put to test this way. Test
results show that the fault location estimation error in hardware
deviates slightly (1-2%) from the ones obtained in software
testing. This is due to the mismatch between the fault
measurements generated by Simulink” grid model and the
actual grid i.e. model transferred to the RT simulator for HiL
testing (considered the real grid).

As far as the speed of computation is concerned, all
computations are completed within the default PLC cycle time
of 10ms which means that, even though the numerical effort is
quite high for matrix operations in ANN model, PLC is a
suitable platform for such an application.

Socket opened. Server
(0J(ams listening forincoming
connection requests

Connection
request from RT
Simulator (Client)

Close loop

Fault localization
block for close loop

Connection
established YES

TCP Data frame

from RT Simulator TeP/

Open loop

2
Received data stored l
in global variables Fault Fault

Header and data separation
from received TCP frame

localization
block for
distribution
feeder2in
open loop

localization
block for
distribution
feeder 1in
openloop

NO Sorting incoming bits into
preand post fault data

Fault?

Figure 5. Organization of the PLC application for fault localization

CONCLUSION

An ANN for fault localization in distribution grids has been
designed, implemented on hardware and its characteristics such
as accuracy and speed have been evaluated. For training of
ANNSs, voltage and current measurements in the substation
have been used. As hardware platform for the designed
algorithm, a PLC has been used. The developed hardware is
then connected to the grid model using a real time simulator for
HiL testing. The results are encouraging and PLC has proved
to be an economical and reliable platform for such applications
with real-time capability, reproducibility and deterministic
behavior. Using both primary and secondary substation
measurements for the training of an ANN can yield even more
accurate results. The number of generated fault measurements
would then double but this is where TCP/IP communication
can come really handy since no additional hardware is
required.

In general, the results obtained using ANNs for fault
localization have been very encouraging and show that they
can be employed as an alternative to the conventional
impedance based or travelling waves methods. The greatest
effort however is required for ANN training since it has to be
performed multiple times when the training algorithm either
doesn’t converge or gets stuck in a local minimum. The
training has to be performed once again if changes are made in
the grid structure (e.g. new elements are added). If the size of
network increases, the time required for generation of fault
measurements and ANN training also increases.
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Abstract—A new method to transfer energy over short and long
distances is to use hybrid lines. In this paper a lightning surge
analysis for backflashovers on overhead transmission lines with
one DC and three AC systems on the same tower is considered.
Lightning strikes are the most common source of failures on
transmission systems and are not considered for hybrid lines.
The main aim is to get essential information about the behavior
of the HVDC system due to a backflashover. We simulate a
lightning stroke into a hybrid line using EMTP-ATP. The results
clearly show that the 110-kV AC systems provide protective
effects for the HVDC system. Therefore, it is concluded that
the backflashover performance of HVDC systems is better on
AC/DC hybrid lines, compared to identically constructed towers
with just one HVDC system installed.

Index Terms—backflashover, lightning surge analysis, hybrid
line, transmission tower model, EMTP-ATP

I. EINLEITUNG

Durch den stetig wachsenden Energiebedarf und eine Ver-
schiebung der Energieerzeugung von fossilen hin zu er-
neuerbaren Energieressourcen ist eine Umstrukturierung der
Energieversorgungsnetze unumginglich. Dabei miissen nicht
nur viele neue Erzeuger angeschlossen, sondern auch immer
groBere Transportwege abgedeckt werden. Da dies mit der
herkommlichen Wechselstromiibertragung nur bedingt mog-
lich ist, wird immer héufiger Gleichstromiibertragung einge-
setzt. Besonders in dicht besiedelten Gebieten stellt der Bau
neuer Trassen Probleme dar. Hier kénnen Hybridleitungen
Abhilfe schaffen, bei denen sowohl Wechselstrom- als auch
Gleichstromsysteme auf einem Mast angebracht sind. Auch
in Deutschland werden derzeit mehrere Gleichstromtrassen
entwickelt, um die im Norden des Landes produzierte Win-
denergie in den Siiden zu transportieren. Eine dieser Trassen
soll in groBBen Bereichen auf bestehenden Masten mit Wechsel-
stromsystem angebracht werden [1]. Das bedeutet, es werden
nicht nur vorhandene Masten, sondern auch bereits installierte,
teilweise abgeschaltete Leitungssegmente verwendet, die zu-
vor zur Stromiibertragung auf der 380-kV-Ebene vorgesehen
waren. Abb. 1 zeigt solch einen Mast, bei dem ein 380-kV-
System durch ein HGU-System ersetzt wurde.

Aufgrund der unerwarteten, hohen Uberspannungen zih-
len bereits bei herkommlichen Ubertragungsstrecken Blitzein-
schldge zu den Hauptursachen von Netzausfillen. Daher wer-

den regelmifig neue Studien zu unterschiedlichen Einschlags-
Szenarien durchgefiihrt. Durch die relativ langen Ubertra-
gungsstrecken und den typischerweise hohen Mastaufbau von
Hybridleitungen steigt die Wahrscheinlichkeit von Blitzein-
schldgen weiter an und macht deren Beriicksichtigung bei
der Planung von Hybridleitungen unumgénglich. Der Fokus
von Blitzeinschlags-Analysen in der Hochstspannungsebene
liegt vor allem in der Betrachtung riickwirtiger Uberschlige
aufgrund von Blitzeinschlidgen in die Spitzen der Masten. Die
Wahrscheinlichkeit direkter Einschldge in Leiterseile ist fiir
diese Ebene vergleichsweise klein, da die Ubertragungssyste-
me im Allgemeinen durch Erdseile geschiitzt sind.

Vor allem fiir den gewitterreichen asiatischen Raum existie-
ren bereits viele Studien zu riickwirtigen Uberschligen auf der
Hochspannungsebene [2], [3], diese behandeln jedoch keine
Hybridleitungen. Die in [4] vorgestellte Blitzeinschlaganalyse
einer Hybridleitung behandelt das Thema zwar intensiv, auf-
grund des stark abweichenden Mastaufbaus lassen sich die
Ergebnisse jedoch nicht auf die in Deutschland verwendeten
Masten tibertragen.

Erdseil

400KV,
- (L3) 0 (L2)

1okv [T 1 I 110kVv

“ac L3 12 LI Ll “ac

Abbildung 1. Aufbau eines Beispielmastes
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Die Zielsetzung dieses Papers besteht daher darin, grund-
legende Aussagen beziiglich des Blitzeinschlagverhaltens von
deutschen Hybridleitungen mit vier und mehr Systemen zu
erhalten. Grundlage hierfiir ist die Nachbildung eines Frei-
leitungsstiicks mit EMTP-ATP (ElectroMagnetic Transients
Program, Version Alternative Transients Program [5]), wel-
ches einem in Deutschland neu geplanten Hybridleitungs-
Abschnitts entspricht. Der grundsitzliche Aufbau der Masten
entspricht dabei dem des Beispielmastes aus Abb. 1 und
wird entsprechend auf Grundlage der bereits vorhandenen
Infrastruktur realisiert. Zusitzlich weisen die Masten Verldn-
gerungen von bis zu 10m auf. Die Spannweite zwischen den
Masten variiert zwischen 250m und 350m. Anhand eines bei-
spielhaften Leitungsabschnitts wird fiir die einzelnen Systeme
der minimale Blitzsto3strom ermittelt, der iiber den Isolatoren
einen riickwirtigen Uberschlag hervorruft.

II. MODELLIERUNG

Um bei der Simulation die grotmogliche Beanspruchung
fiir die Isolatoren durch einen riickwirtigen Uberschlag her-
vorzurufen, miissen Blitzeinschldge in die Mastspitzen ange-
nommen werden. Bei einem Einschlag in das Erdseil teilt
sich der Blitzstrom in nahezu gleiche grofle Strome auf, die
von der Einschlagstelle zu den beiden benachbarten Masten
laufen. Wihrend die Welle zum Mast lduft, treten bereits erste
Einkopplungen in die benachbarten Systeme auf, welche die
Spannungsdifferenz iiber den Isolatoren frithzeitig vermindert.

Zurticklaufen die Spannung begrenzt, spielt die Hohe des
Mastes eine entscheidende Rolle fiir die maximale Spannung
auf den Traversen. Die Laufzeiten der Wellen iiber das Erd-
seil zu den Nachbarmasten liegen jedoch deutlich iiber den
Laufzeiten entlang der Masten. Eine bedeutende Beeinflussung
des Uberschlagverhaltens aufgrund zuriicklaufender Wellen
tiber das Erdseil kann daher ausgeschlossen werden. Somit ist
die Betrachtung einzelner Masten mit jeweils abweichender
Masthohe ausreichend fiir die Beurteilung des Uberschlagver-
haltens einer Freileitungsstrecke. In Tab. I sind die Masten
der hier betrachteten Freileitungsstrecke zusammengefasst, in
deren Mastspitzen ein Blitzeinschlag simuliert wird.

A. Mastnachbildung

Zur Ermittlung der Spannungen auf den Traversen bei einem
Blitzeinschlag in einen Freileitungsmast ist die elektrische
Nachbildung des Mastes notwendig. Hierfiir sind mehrere
Modelle entwickelt worden [6]—-[12]. Fiir die in diesem Paper
durchgefiihrten Untersuchungen kommt das in Abb. 3 darge-
stellte Multistory Tower Model nach [12] zum FEinsatz, da
dieses besonders fiir hohe Masten sehr gut geeignet ist [2].
Bei diesem Modell wird jeder Mastabschnitt mithilfe eines ein-
fachen Wanderwellenmodells und einer R-L-Parallelschaltung
zur Dampfungsnachbildung modelliert. Zur Bestimmung der
Elemente werden nach [3] fiir die Wanderwellenwiderstinde

Die Blitzeinschlﬁge in die Spltze der Frei]eitungsmasten TABELLE 1. BEI DER BLITZEINSCHLAGSANALYSE BETRACHTETE
. . - . . MASTE
werden in diesem Paper mithilfe von EMTP-ATP simuliert. In STEN
Abb. 2 ist ein vereinfachtes Modell des entsprechenden Simu- ,
A . . ) Mastnr. Masttyp Hohe
lationsaufbaus dargestellt. Die Position der Blitzstromquelle 1 Tragmast 57, 25m
variiert abhéngig vom untersuchten Mast. In Abb. 2 ist ein 5 Tragmast 62, 25m
Einschlag in Mast 9 nachgebildet. 170 At{fpa““mf“ gg’ ggm
. . . ragmas ,26m
.Da dle.Welle des .BhtzstoBstrans am Erdungsw1d.ersta.nd 3 Tragmast 67.%5m
mit negativem Vorzeichen reflektiert wird und somit beim
1(t)
o oo ) ) on @
g 5 g 5
B B B E
3 3 AC- AC- . AC- 3 4
g g DC DC DC g g
S 3 v S £
o o o o
o o o o
[22] ™ [22] ™
Z1y Z1y Zr, Z1y Z1y Z1y0| | 2714 Z1y5 Z1y Z1y
OO ©® OO
Ry Ry Ry Ry || Ry Ry Ry || Ry Ry Ry Ry
HGU DHU DHU DHU Zusatz Zusatz Mast 1  Mast 2 Mast8 Mast9  Mast  Mast Mast Zusatz  Zusatz  DHU DHU DHU HGU
400kV 380kV 110kV 110kV ~ Mast  Mast 10 14 15 Mast ~ Mast  110kV 110kV 380kV 400kV

Abbildung 2.

Simulationsaufbau
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die in Tab. II dargestellten Erfahrungswerte herangezogen und
die Widerstinde und Induktivitdten wie folgt berechnet:

R, = AR;-z; , (1
L= 2l @)
Co
27; 1
ARl = ARQ = ARg = in (> 5 (3)
h— x4 «
AR, = 27Z4.ln (1) . 4)
h «

Der Blitzdampfungsfaktor « liegt bei diesem Modelltyp bei
a = 0,89. ¢ ist die Lichtgeschwindigkeit, mit der sich die
Welle auf dem Mast ausbreitet. Die Erdungswiderstinde der
Masten werden jeweils mit 102 angenommen.

B. Uberschlagsmodell

Auch zur Bestimmung von Uberschligen existieren be-
reits mehrere Modelle [13]-[17]. In diesem Paper kommt
als Uberschlagsmodell die Leader-Development-Methode von
Motoyama [17] zum Einsatz, da sich diese nach [18] fiir lange
Isolatoren als gut geeignet herausgestellt hat. Diese Methode
betrachtet den gesamten zeitlichen Entstehungsprozess eines
Leaders (Lichtbogen der aufgrund eines Uberschlags entsteht),
bis dieser vollstindig durchgeschlagen ist oder aufgrund zu
niedriger Spannung zusammenbricht.

Der Entstehungsprozess beginnt mit dem Aufbau eines
Feldes aufgrund der anliegenden Spannung tiber dem Luftspalt
der Lange D. Nachdem ein ausreichendes Feld mit

k
4OO—V-D+5OI<:V 1>0

1 Ts m
= /0 Ut)dt > o 5
460; -D+150kV I <0
aufgebaut ist, beginnt der Leader mit der Geschwindigkeit
m? U(t) kEV
=2,5— | =——— —750— 6
YLave Vs <D —2zr,.. m ) ©

von beiden Endpunkten jeweils auf die Linge

xLaue = /UL(L’UEdt (7)

zu wachsen. Treffen die beiden Teile des Leaders bei der
Hiilfte des Luftspalts aufeinander, ist der Durchschlag erfolgt:

D
Lo > 5 - 8)
TABELLE II. EMPFOHLENE WERTE FUR BLITZEINSCHLAG ANALYSEN
IN JAPAN
System- Blitzstrom .Welllen- Erdungs-
spannung [KA] impedanz widerstand
[kV] 2] (2]
Z1-3 Z4 Ry
1100 200 130 90 10
500 150 220 150 10
275 100 220 150 10
154(110) 60 220 150 10
77(66) 30,40 220 150 10-20

Ty
27‘1
T2
hy
h
\\ xg
Ty
27’2 h
2
2r3

Abbildung 3. Multistory Transmission Tower Model

Fillt hingegen wihrend des Leaderaufbaus die Spannungsdif-
ferenz tiber dem Luftspalt unter den Grenzwert

U(t) < 750%/ (D -2xg,,.) , 9)

bricht der Lichtbogen zusammen.

Diese Gleichungen werden mithilfe der MODELS-
Umgebung in EMTP-ATP implementiert. Der eigentliche
Uberschlag wird durch einen Kurzschluss mithilfe eines vom
Uberschlagsmodell gesteuerten Schalters realisiert. In Abb. 4
ist dieser Aufbau dargestellt. Die Linge des Luftspalts, d.h.
die Schlagweite der Isolatoren konnen Tab. III entnommen
werden.

C. Blitznachbildung

Zur Blitznachbildung wird das Blitzstrommodell nach
CIGRE-Empfehlung verwendet [16], [19]. Die Anstiegs- und
Riickenhalbwertszeit ist hierbei von der Amplitude abhingig.
Zur einfachen Betrachtung ist bei der in diesem Paper verwen-
deten Quelle jedoch nur die Amplitude variabel. Alle weiteren
Elemente sind gemal Tab. IV fest vorgegeben.

Fiir den Blitzstrom werden im Folgenden nur negative
Strome betrachtet. Zum einen, weil negativ geladene Blitze

ULei[erseil T
Motoyama ‘
Uberschlags- ———
modell
% Traverse ¢

Abbildung 4. Modell zur Nachbildung eines riickwirtigen Uberschlags
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TABELLE III. LANGE UND SCHLAGWEITE DER ISOLATOREN

System Linge Schlagweite
Tragmast
HGU 4200mm 2940mm
380kV | 4200mm 2940mm
110kV | 2370mm 965mm
Abspannmast
HGU | 7200mm 3400mm
380kV | 7200mm 3400mm
110kV | 3200mm 1150mm

mit hoher Amplitude hdufiger als positive geladene Blitze mit
gleicher Amplitude auftreten. Zum anderen befindet sich der
positive Pol der HGU-Leitung auf der obersten Traverse. Da
auf der obersten Traverse aufgrund langerer Laufzeiten und
Dampfungen hohere Spannungen als auf der mittleren Traverse
erreicht werden, erhdlt man bei einem negativen BlitzstoB3-
strom eine hohere Spannungsdifferenz auf der kritischeren
obersten Traverse.

D. Leitungsmodell

Die Leitungen werden mithilfe des in EMTP-ATP
integrierten Bergeron-Modells nachgebildet [20]. Dabei
werden die Modelldaten fiir eine Frequenz von 400kHz
ermittelt. Da gemidfl Tab. I auch Finschldge in die Masten
1 und 15 simuliert werden, sind auf beiden Seiten der
Simulationsstrecke zwei zusitzliche Leitungsabschnitte und
Masten angefiigt. Diese gewihrleisten bei der Simulation
eines Einschlags in Mast 1 bzw. 15 einen korrekten
Spannungs- und Stromverlauf entlang des Erdseils zu den
beiden benachbarten Masten. Die exakten Aufbauten der
Zusatzleitungen und -masten spielen fiir den korrekten Verlauf
keine erhebliche Rolle, sofern diese den GroéBenordnungen
des Simulationsabschnitts entsprechen.

III. SIMULATIONSERGEBNIS
A. 110-kV-Systeme

Die Simulation liefert bei den 110-kV-Systemen fiir den mi-
nimalen Blitzstof3strom, der einen Uberschlag hervorruft, das
Ergebnis aus Tab. V. Mit Abstand den hochsten Blitzstostrom
fiir einen riickwirtigen Uberschlag benotigt der Abspannmast
(Mast 7). Dieser hohe Blitzsto3strom lisst sich jedoch schnell
durch die groBeren Schlagweiten der Isolatoren auf einem Ab-
spannmast erklidren. Es zeigt sich ebenfalls, dass mit steigen-
der Hohe der Masten der minimale Blitzstostrom fiir einen
Uberschlag niedriger ausfillt. Dieses Verhalten ist jedoch zu
erwarten. Durch die langere Laufzeit auf hoheren Masten wird
die Spannung an den Traversen von der zuriicklaufenden Welle

TABELLE IV. DATEN ZUR BLITZSTROMNACHBILDUNG

Amplitude variabel
Anstiegszeit 3,6us
Riicklaufzeit T5us

maximale Steilheit | 26kA/us

TABELLE V. MINIMALER BLITZSTOSSSTROM DER EINEN UBERSCHLAG
AN DEN 110-KV-ISOLATOREN HERVORRUFT

Mastnr. Amplitude
System A | System B
1 —T77TkA —81kA
5 —T74kA —T73kA
7 —88kA —95kA
10 —T73kA —T74kA
15 —T71kA —T72kA

erst verzogert begrenzt. Ein kritischer Spannungsverlauf wird
somit schon bei niedrigeren Blitzsto3stromen erzeugt.

B. HGU-System

Fiir das HGU-System stellt sich das Ergebnis fiir den
minimalen Blitzstostrom gemif Tab. VI ein. Dabei kommt es
lediglich zu einem Uberschlag auf den positiven HGU-Leiter.
Uberschlige auf die Leiter der mittleren Traverse finden nicht
statt, da das Feld nicht die nach (5) benotigte Stirke zum
Entstehen eines Leaders erreicht. Die Stoflstromamplituden
sind beim HGU-System im Vergleich zu den 110-kV-Systemen
bedeutend hoher. Folglich sind bei den Stromen aus Tab. VI
die Uberschlige auf die 110-kV-Systeme zeitlich vor dem
Uberschlag auf den positiven HGU-Leiter zu erwarten.

Wie zu erkennen ist, benotigt auch bei der Betrachtung des
HGU-Systems der Abspannmast mit Abstand den hochsten
BlitzstoBstrom fiir einen riickwirtigen Uberschlag. Fiir die
Tragmasten dreht sich jedoch die Reihenfolge des minimalen
BlitzstoBstroms in Bezug auf die Amplitude um.

IV. AUSWERTUNG DER SIMULATIONSERGEBNISSE

Wie in Kapitel III beschrieben, ist die Reihenfolge der
Masten in Bezug auf die minimalen BlitzstoBstrome umge-
kehrt, obwohl dies wegen der ldngeren Laufzeiten nicht zu
erwarten ist. Der Grund fiir die unerwartete Reihenfolge ist
im Uberschlagsverhalten der 110-kV-Systeme begriindet. Da
gemiB Abb. 5 die Zeitpunkte der Uberschlige auf der 110-kV-
Ebene, t11° und ¢{!12, vor dem Zeitpunkt des Uberschlags auf
den HGU-Leiter, thSGU, erfolgen, verursachen sie dabei einen
Spannungseinbruch tiber dem Mast, der sich positiv auf das
Uberschlagsverhalten des HGU-Systems auswirkt.

Um die genauen Auswirkungen der Uberschlige auf der
110-kV-Ebene zu kldren, muss zunichst betrachtet werden,
wann ein Leader gemifl der Leader-Development-Methode
ziindet bzw. wann er vorzeitig erlischt. Der Vorgang des
Ziindens des Leaders auf Mast 5 wird in Abb. 6 betrachtet.
In dieser ist die Spannungsdifferenz tiber dem Isolator des

TABELLE VI. MINIMALER BLITZSTOSSSTROM DER EINEN
UBERSCHLAG AN DEN HGU-ISOLATOREN HERVORRUFT

Mastnr. | Amplitude
1 —171kA
5 —176kA
7 —225kA
10 —184kA
15 —195kA
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Abbildung 5. Spannungsverldufe an der oberen Traverse von Mast 5 und

15 (I = 180k A)

3 ‘
— Spannungsdifferenz

— Grenzspannung
>
= ]
=]
1))
5
§ Beginn des Leader- |
& ‘ aufbaus

. \“ /Zﬁnden des Leaders

0 0.5 1 1.5 2 2.5 3 3.5 4

Zeit t [ps]

Abbildung 6. Ziinden des Leaders zwischen der obersten Traverse und
dem Leiterseil auf Mast 5 (I = 180k A)

positiven HGU-Leiterseils, bzw. der entsprechenden Schlag-
weite, und die Grenzspannung des Leaders dargestellt. Damit
der Leader wihrend des Entstehungsprozesses nicht erlischt,
darf die dargestellte Grenzspannung iiber dem Isolator nicht
unterschritten werden. Da diese Grenzspannung von der Lea-
derldnge abhingig ist, verringert sich diese gemdfl (9) mit
zunehmender Zeit. Erreicht die Grenzspannung schlielich
0V, hat der Leader die Hilfte des Abstands iiberschritten und
es erfolgt nach (8) der Uberschlag. Abb. 7 zeigt im Gegenzug
das Erloschen des Leaders auf Mast 15. Zum Zeitpunkt ¢H5Y
wird hier die Grenzspannung durch einen geringen Spannungs-
einbruch unterschritten.

In beiden betrachteten Féllen betrdgt die BlitzstoBstromam-
plitude 180kA und beschreibt somit die eingangs erwihnte,
unerwartet Reihenfolge der minimalen BlitzstoBstrome. Abb.
8 zeigt zur genaueren Betrachtung den direkten Vergleich
der Spannungsdifferenzen. Hier ist gut erkennbar, dass die
Spannungsdifferenz iiber dem Isolator von Mast 15 in den
ersten 0,8us die des Mastes 5 iibersteigt. Damit verbunden
beginnt der Leaderaufbau auf Mast 15 um Aty frither als
auf Mast 5. Ab ca. 0,8us zeigen sich die Auswirkungen der
Spannungseinbriiche aus Abb. 5.

Da die Zeitdifferenz Atg groBer als Aty ist, kommt es
auf dem hoheren Mast zu einem Erloschen des Leaders,
wohingegen der schiitzende Spannungseinbruch auf Mast 5
zu spit erfolgt.

— Spannungsdifferenz
~|— Grenzspannung

\,\ y

Beginn des Leader-
aufbaus

Spannung U [MV]

Erloschen des

| Leaders
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Abbildung 7.  Erloschen des Leaders zwischen der obersten Traverse und
dem Leiterseil auf Mast 15 (I = 180k A)

110 yHGU 110
£0 HGU

Uy “a1s5
2,8 T i i i T T T T T

' |— Spannungsdiff. Mast 5
— 2,6} — Grenzspannung Mast 5 | |
E ' — Spannungsdiff. Mast 15 |
; 2.4/ — Grenzspannung Mast 15 |
en "
s 22 LS |
=l f
2
v 20[ ! .

Atg

Ms

1.1 1.2 1.3 14 15
Zeit t [ps]

Abbildung 8. Vergleich des Leaderaufbaus auf Mast 5 und 10

(I = 180k A)

Die Herkunft des Spannungseinbruchs wird mit Hilfe von
Abb. 9 noch einmal bestitigt. télo zeigt hier den exakten Zeit-
punkt eines riickwértigen Uberschlags von der unteren Traver-
se auf ein Leiterseil der 110-kV-Systeme. Auf diesen Uber-
schlag folgt ein Spannungseinbruch auf der unteren Traverse.
Dieser Spannungseinbruch wandert anschliefend entlang des
Mastes und erreicht nach den entsprechenden Laufzeiten die
mittlere und oberste Traverse. Da die Abstinde und somit die
Laufzeiten zwischen den Traversen bei allen Masten identisch
sind, ist das unterschiedliche Uberschlagsverhalten nur von
den unterschiedlichen Verlingerungen der Masten abhéngig.
Der gesamte zeitliche Vorgang fiir die beiden Beispielmasten
5 und 15 ist noch einmal in Tab. VII in chronologischer
Reihenfolge zusammengefasst.

Da der Spannungseinbruch auf der 110-kV-Ebene generell
vor dem HGU-System auftritt, zeigt sich, dass die 110-kV-
Systeme grundsitzlich die Widerstandsfihigkeit des HGU-
Systems steigern. Fallen bei dem von uns betrachteten Ma-
staufbau aus Abb. 1 die 110-kV-Systeme weg, fehlt der schiit-
zende Spannungseinbruch ginzlich. Bei Masten ohne Verldn-
gerung erfolgt somit ein riickwirtiger Uberschlag bereits deut-
lich frither. Fiir Masten mit Verldngerung sinkt der minimale
BlitzstoBstrom der zum Uberschlag fiihrt noch weiter ab. Fiir
diese stellt sich die amplitudenbezogene Reihenfolge gemil
der 110-kV-Systeme aus Tab. V ein.
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Abbildung 9. Spannungseinbruch auf den Traversen des Mastes 15
aufgrund von Uberschldgen auf der unteren Traverse (I = 180kA)

TABELLE VII. ZEITLICHE UBERSCHLAGS-ABFOLGE BEI
ZEITGLEICHEM BLITZEINSCHLAG IN MAST 5 UND 15

0,00us Blitzeinschldge mit einer BlitzstoBstromamplitude von
180k A in die Spitzen der Masten 5 und 15

0,63us Beginn des Leaderaufbaus auf der obersten Traverse von Mast
15

0,66us Beginn des Leaderaufbaus auf der obersten Traverse von Mast
5

0, 80us Uberschlige der 110-kV-Systeme auf Mast 15

0, 88us Spannungseinbruch auf der obersten Traverse von Mast 15

0,89us Uberschlige der 110-kV-Systeme auf Mast 5

0,90us Grenzspannung auf der obersten Traverse von Mast 15 wird
unterschritten

0,90us Erloschen des Leaders auf Mast 15

0,97us Spannungseinbruch auf der obersten Traverse von Mast 5

1,03us Grenzspannung auf der obersten Traverse von Mast 5 wird
nicht unterschritten

2,00us Ziinden des Leaders auf Mast 5

V. ZUSAMMENFASSUNG UND AUSBLICK

In diesem Paper ist eine Blitzeinschlagsanalyse fiir riickwér-
tige Uberschlige einer Hybridleitung durchgefiihrt worden, die
das Widerstandsverhalten insbesondere des HGU-Systems fiir
riickwirtige Uberschliige darstellt. Ziel dieser Untersuchungen
ist das Erlangen grundsitzlicher Aussagen iiber das Verhalten
des HGU-Systems gewesen, wenn ein Blitzeinschlag in die
Spitze eines Mastes erfolgt.

Es hat sich gezeigt, dass die Kombination von 110-kV-
mit HGU-Systemen positive Auswirkungen auf das Uber-
schlagsverhalten des HGU-Systems hat. Durch Uberschlige
auf der 110-kV-Ebene wird ein Spannungseinbruch erzeugt,
der das HGU-System schiitzt. Mit steigender Hohe des Mastes
nimmt die Widerstandsfihigkeit des HGU-Systems entgegen
der Erwartungen sogar weiter zu, da die Uberschlige auf
der 110-kV-Ebene einen kritischen Spannungsverlauf schneller
unterbinden.

Da HGU-Systeme in der Regel an den oberen Traversen
der Masten angeordnet sind, stellen die in diesem Paper
betrachteten Masten eine Standard-Konfiguration fiir Hybrid-
leitungen dar. Das Ergebnis ldsst sich somit auch auf dhn-
liche Mast-Konfigurationen iibertragen. Weiterfithrende Stu-
dien sind im Bereich des Einflusses unterschiedlicher Erd-
widerstinde der Masten auf die ,,Schutzwirkung* der 110-
kV-Systeme moglich, sowie die Beriicksichtigung der verén-

derlichen Anstiegszeiten und Steilheiten der BlitzstoBstrome
auf das Uberschlagsverhalten von Hybridleitungen. Auch das
Verhalten bei nachfolgenden Blitzeinschldgen wird noch nicht
beriicksichtigt, obwohl deren Bedeutung nach [21] zunehmend
grofer wird.
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Abstract—Wind power fluctuates with time and it is reasonable
to regard it as a random variable. Recently, an active-reactive
optimal power flow (A-R-OPF) method in active distribution
networks with wind stations has been developed to handle the
problem of wind power curtailment (WPC). Since the mentioned
method is deterministic, it may fail to handle uncertain wind
power (UWP). Therefore, our study in this paper will firstly
discuss the issue of UWP and secondly develop a new strategy
which can improve the A-R-OPF by considering UWP. The new
strategy can be distinguished from the original so that: 1) it
considers shorter time intervals, i.e., 15 minutes instead of one
hour and 2) it can handle both UWP and WPC simultaneously.
The effectiveness of the new strategy is shown by using a real case
medium-voltage distribution network.

Keywords-active-reactive optimal power flow (A-R-OPF);
medium-voltage; uncertain wind power (UWP); wind power
curtailment (WPC).

L INTRODUCTION

Uncertain wind power (UWP) is one of many challenges
that power system operators face when ensuring optimal and
reliable operations. It is a well-known fact that wind power
production varies with wind speed and cannot be controlled
except by curtailing it [1]. Therefore, wind energy is a
partially dispatchable generation source, and consequently
curtailment investigation must be considered within a
probabilistic rather than deterministic study context [2].

Recently, a method which is based on so-called chance
constrained optimal power flow (OPF) was proposed in [3]. In
[3], load power uncertainties were considered as multivariate
random variables with a correlated normal distribution, but
renewable energy generation (REG) was not considered. In
contrast, the forecasted active power outputs of REG units
were regarded as normally distributed random variables [4].
Moreover, the uncertainty of load was neglected because the
REG, such as wind energy, has more variability than load [5].
It is noted in [4] that no variables were used for curtailing of
REG.

More recently, a deterministic active-reactive optimal
power flow (A-R-OPF) method in active distribution networks
(ADNs) with REG and battery storage systems was developed

[6][71[8].

One of the remarkable abilities of the A-R-OPF method is
its capability to ensure feasible solutions even with a high
penetration of wind power. This is achieved by incorporating a
curtailment factor. Note that the problem of A-R-OPF in
ADNs [6-8] (even with a deterministic formulation) represents
a large-scale and complex optimization problem. Therefore, it
is expected that considering any uncertain operating
conditions [9] will further complicate the problem.

The principle of wind power curtailment (WPC) was also
used in [10], where an OPF was formulated as a nonlinear
chance constrained optimization problem under non-Gaussian
uncertainties. Note that the formulated problem in [10] (even
with a single snapshot) was solved with a considerable
computational time. In addition, the expected wind speed and
its variance were assumed to be the same at all wind stations
(WSs).

Based on the above literature and distinguished from the
previous works in the research area of ADNs [11][12][13], a
new strategy to handle UWP and WPC in an ADN is proposed
in this paper. The contributions of this work can be
summarized as follows:

e Using a shorter time interval (#) in A-R-OPF, i.e., ti = 15
minutes instead of one hour.

e Introducing a center for environment data which can
provide forecasted and actual wind power production for
WSs at different locations in the ADN.

e Developing a new strategy to handle UWP and WPC
simultaneously. This ensures the feasibility when
considering actual wind power production in the
deterministic A-R-OPF.

II.  DETERMINISTIC A-R-OPF wiTH UWP

A. Deterministic A-R-OPF

In [6], an A-R-OPF problem was formulated with
forecasted or deterministic input wind power and demand
profiles in the time frame of optimization. However, the
inaccuracies in these forecasts were not considered as given in
[8]. A deterministic A-R-OPF problem can reduce the
computational effort on the one hand, but on the other hand it
cannot handle the inaccuracies in these profiles. Therefore, our
aim here is to overcome such problems by focusing on UWP.
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Fig. 1. Illustration of a meter-based method for charging and remunerating different entities connected to a power system [ 18]. Here, M stands for meter, TR for
transformer, Sy and S, for TR primary and secondary side, respectively.

B. Uncertain Wind Power

The idea behind considering UWP in this work can be
explained in Fig. 1. Here, it is assumed that there are two WSs
with same installed capacities at different locations in an
ADN. The produced wind power P, from each WS can be
forecasted from the expected wind speed at each WS. Note
that P,, can be different during # even with a relatively small
distance between WSs. This is because the forecasted wind
speed can be different at each WS. 0 |

From another perspective, the forecasted value of Py, during 0 0.5 1 15 2
ti can also be different from actual wind power production £ = Pw(MW)
bgsed on, e.g., a probability density function (PDF), as seen in Fig. 2. Tlustration of a PDF of wind power. Here, £ is the
Fig. 2. Here, F stands for forecast (a forecasted value), H for random variable, p is the mean or expectation and o is the
high-side (values higher than forecasted) and L for low-side standard deviation.

(values lower than forecasted). Note that P, in Fig. 2 is
assumed normally distributed. The values of F, H and L are Power| ;i1 | 1)
also illustrated with time for the two WSs, as shown in Fig. 3. > >«

In Fig. 1, active Py and reactive Q4 power demand are
assumed to follow IEEE-RTS winter season’s days [8]. In
contrast, active Ps; and reactive Qg power at slack bus S; (see
Fig. 1) are allowed to be either positive or zero to avoid any
possible generation rejections from reverse power flows (see
details in [11]). This means that active and reactive power can
be imported (in the case of low wind power), but not exported
(in the case of high wind power) [14][15]. Note that due to 0; T Y
system constraints, a wind power curtailment factor (0 < f., < Time (minute)

1) at each WS is used as a control variable [6], where £, = 1
when no curtailment and £, < | otherwise, as seen in Fig. 1.

The objective of A-R-OPF in Fig. 1 is to maximize the total
revenue from the wind energy and meanwhile to minimize the
total costs of active energy losses in the grid and the total costs
of active and reactive energy at bus S;. Now, the problem of
UWP in A-R-OPF is to find a strategy to ensure the feasibility
when considering actual instead of forecasted wind power
production.
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III.  PROPOSED STRATEGY

) 15 30 45 60

The proposed strategy in this paper requires a center for Time (minute)

environment data as shown in Fig. 4. This center should be
able to provide forecasted and actual wind power production Fig. 3. Tllustration of wind power profiles during an hour.

of WSs at different locations in an ADN for a given #i. Here, (a) and (b) stand for wind power profiles from two
different WSs.
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Fig. 4. Distribution network for the case study [17][18].

In this work, # is taken 15 minutes ahead, as seen in Fig. 3.
In addition, two WSs are considered to be located at different
buses, i.e., bus 2 and bus 16, as seen in Fig. 4. Based on the
above considerations, the solution strategy of UWP in A-R-
OPF can be summarized by the following steps:

1) Provide system parameters, energy prices and demand as
inputs to the A-R-OPF with UWP, as seen in Fig. 4.

2) Provide F(i,ti): forecasted wind power of WS at bus i
during #. For example, F(2,1) = Py(2,1) = 9 MW and
F(16,1) = Py(16,1) =8 MW, as seen in Fig. 5.

3) Calculate H(i,#): wind power higher than forecasted of WS
at bus 7 during #i. In this paper, we use the following simple
formula H(i,#) = F(i,ti) + APw(i). Here, APw(i) is defined
as a constant power at bus i to get wind power values
around the forecasts. Let APw(i) = APw(2) = APw(16) =1
MW. Then, one can simply get H(2,1) = Py(2,1) = 10 MW
and H(16,1) = Py(16,1) = 9 MW, as seen in Fig. 5. Note
that if H(i,#) > Pw(i), then H(i,ti) = Pw(i). Here, Py(i) is
the rated power of WS at bus i (see Table IV in Appendix).

4) Calculate L(i,t): wind power lower than forecasted of WS
at bus 7 during #i. In this paper, we use the following simple
formula L(i,#/)) = F(i,ti) — APw(i). Let APw(i) as defined
above, then one can simply get L(2,1) = Py(2,1) = 8 MW
and L(16,1) = P (16,1) =7 MW, as seen in Fig. 5. If L(i,#)
<0, then L(i,#) = 0.

5) Solve A-R-OPF for #i and all main nine possible scenarios
shown in Fig. 5. Then, save obtained results in a lookup
table, as Table 1. Here, . (i,ti) is the optimal curtailment
factor at bus i during # for all nine scenarios.

It is to note that the required computational time to fill in the
lookup table should be small enough in order to ensure the
applicability of the proposed strategy.

Wind station
at bus 16

9 MW ‘

Wind station
at bus 2

r 10 MW

"
ot
R

te * +

8 MW

e~
.
£y
"
» '
K N X
o
0
‘e
-
0
D
»
ey

Wind power scenario
Wind power scenario

|\ |

Fig. 5. Illustration of main nine possible scenarios. Here, F stands for
forecast (forecasted wind power during ), H for high-side (wind power
higher than forecasted during #/) and L for low-side (wind power lower than
forecasted during #).

Now, provide actual wind power (AWP) for WS at bus i
during # from the center in Fig. 4. Then, compare it with wind
power scenarios (i.e., H-H, H-F, H-L,...) in the lookup table,
and choose the optimal control variables S, (i,ti) based on the
following simple rules:

» Rule 1: If (H> AWP > F) then consider (AWP = H)
» Rule 2: If (F > AWP > L) then consider (AWP =F)
» Rule 3: If (L > AWP > 0) then consider (AWP =1L)

The application of the above strategy will be further explained
in section V.
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TABLE L OPTIMIZATION RESULTS FOR THE FIRST TIME INTERVAL AND ALL MAIN NINE POSSIBLE SCENARIOS IN FIG. 5
Scemario | Pr@®D P,(16,1) Ben@1) Ben(16,1) Py (1) 04:(1)
MW) MW) - - MW) (Mvar)
1 H-H 10 9 0.475 0.278 0 2.53
2 H-F 10 8 0.475 0.313 0 2.53
3 H-L 10 7 0.475 0.357 0 2.53
4 F-H 9 9 0.528 0.278 0 2.53
5 F-F 9 8 0.528 0.313 0 2.53
6 F-L 9 7 0.528 0.357 0 2.53
7 L-H 8 9 0.594 0.278 0 2.53
8 L-F 8 8 0.594 0.313 0 2.53
9 L-L 8 7 0.594 0.357 0 2.53
IV. OPTIMIZATION PROBLEM FORMULATION
TABLE II. COMPARISON OF COMPUTATION TIME (ON INTEL
Here, we adapt the extended objective function F (1) [15] CORE 2 DUO CPU 3 GHZ AND 4 GB RAM) AND FEASIBILITY STATE IN
by changing the discretization from (/-hour) to (I5-minutes) Two METHODS
as follows: AT RO
Criterion  ith UWP  without UWP Dif.
max F=F—-F —-F—F, M CPU (sec./til) 58.348 8.346 -50.002
Feasibility feasible infeasible (-599%)
where i
v CPU (§ef:./t12) 57.6 8.455 -49.145
F=C (t P (i,ti iti ) Feasibility feasible feasible (-581%)
! pep (1) Z::‘ W (1) ey, (0, 10) CPU (sec./i3) 57.467 8.452 -49.015
iel Feasibility feasible feasible (-580%)
CPU (sec./ti4) 57.879 8.357 -49.522
F,=C_(t) P, (i) 3) Feasibility feasible infeasible (-593%)
2 pr.p loss
TABLE IIL OBIJECTIVE FUNCTION VALUE IN TWO SCENARIOS
Criterion Actual Forecasted Diff.
_ . . wind power ~ wind power )
£y = G (1) O, (80)- ©) F($/il) 82 83 1(-1.2%)
F($/ti2) 66 83 -17(-20.48%)
F($/ti3) 81 83 -2(-2.4%)
It is aimed in (1) to maximize the total revenue from the wind F($/ti4) 80 83 -3(-3.61%)
energy F';, and meanwhile to minimize the total costs of active
energy losses in the grid ), the cost of active energy at slack
bus F3, and the cost of reactive energy at slack bus Fy, ¢ Vol‘_[age bounds (_)f PQ-buses
respectively. Here, C,, ,(#) is the active energy price during i, * Active and reactive bounds at slack bus
Cpreq(ti) is the reactive energy price during #i, Pi(ti) is the e Feeder bounds .
active power losses during #i, N is the total number of buses, ¢ Bounds of the curtailment factors (7

Py (i,ti) is the active power of WS at bus i during # while /
stands for the set of WSs, Pg;(#i) and Qg (#) are the active and
reactive power injected at slack bus S; during #, respectively.
The control variable of WSs is f. (i, #), which represents the
curtailment factor of wind power at WS i during #i.

The optimization problem is solved with the general
algebraic modeling system (GAMS) [16] where the equality (6)
and inequality (7) constraints for the A-R-OPF are as follows
(mathematical details can be found in [6]):

e Active power balance at each bus
e Reactive power balance at each bus (6)

V. CASE STUDY

The network considered for the case study is taken from
[17][18]. It is a typical rural distribution network with 41
buses and 27.6 kV, as shown in Fig. 4, where line thicknesses
indicate feeder capacities. The peak power demand of the
network is 16.25 MVA [15] and the substation rating is 20
MVA. Two WSs (data in Table IV in Appendix) are located at
buses 2 and 16, as seen in Fig. 4. Data of energy prices are
given in Table V in Appendix. Slack bus S; is considered here
with fixed voltage amplitude 1.02 pu [19] and zero voltage
angle for all conducted computations.
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corresponding to actual wind power (blue-solid).

The results in Table I show that the active power at bus S;
is always zero for all scenarios because of total active power
demand (7.234 MW), high wind active power production of
WSs (see Table I), and limits on exported active power. It can
be clearly seen in Table I that high wind power production
leads to low values of curtailment factors to ensure a feasible
solution. In contrast to active power, the reactive power at bus
S, is always (2.53 Mvar) for all scenarios (see Table I). This is
because of using unity power factors (PFs) of all WSs (see
Table IV), total reactive power demand (2.62 Mvar) and the
reactive power compensation of feeder capacitive susceptance
[18].

The benefits of the proposed strategy can be clearly seen in
Table II where the deterministic A-R-OPF fails to achieve

feasible solutions during the first (i.e., ti1) and fourth (i.e., ti4)
time periods. This is because the actual wind power
production (see Fig. 6(a)) is higher than forecasted at both
WSs. It means the new strategy uses the lowest curtailment
factors, i.e., f.w(2,1) = 0.475 and f.(16,1) = 0.278 (i.e., H-H)
instead of f.(2,1) = 0.528 and S.,(16,1) = 0.313 (i.e., F-F)
(see Table I and Fig. 6). Of course the new strategy requires
more CPU time. Note that the deterministic A-R-OPF can
achieve a feasible solution during, e.g., the second time period
(i.e., ti2) because the actual wind power production from WS
at bus 2 is much lower than the production from WS at bus 16.

From economical point of view, the new strategy requires
almost a higher active energy import at slack bus S; in
comparison with the deterministic A-R-OPF as seen in Fig. 7.
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For example, the active energy import during the second time
period (i.e., #i2) is the highest value because the actual wind

power production from WS at bus 2 is too lower than expected.

The numerical results of the objective function are given in
Table III. In Fig. 7, it is clearly seen that the reactive power
import is in a weak relation with wind active power
curtailment.

VI. CONCLUSIONS

This paper discussed the issue of uncertain wind power
(UWP) in an active distribution network and proposed a new
strategy which can handle both UWP and wind power
curtailment (WPC) simultaneously. The new strategy
improves the deterministic active-reactive optimal power flow
so that on one hand it uses shorter time intervals, i.e., 15
minutes instead of one hour and on the other hand it ensures
not only optimal but also feasible solutions.

The benefits of the proposed strategy in handling both WPC
and UWP are shown by using a real case medium-voltage
network. Beside the advantages of the new strategy, there are
some drawbacks in terms of computational effort. Therefore,
our future research will focus on tackling such problems by
exploring more efficient computational mechanisms.

APPENDIX

TABLE IV. RATED POWER OF WSS (Pw) AND POWER FACTORS (PFS)
Wind stations
Bus 2 16
Pw (MW) 10 10
PFs 1.0 1.0
TABLE V. DATA OF ENERGY PRICES DURING TIME INTERVALS [8]
ti Cprp(3/MW.10) Cpr.o($/Mvar.ti)
til =15 min 12.5 3
ti2 =15 min 12.5 3
ti3 =15 min 12.5 3
ti4 =15 min 12.5 3
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Kurzfassung—Die Energiewende in Deutschland hat eine
grundlegende Verinderung in der Erzeugungsstruktur zur
Folge. Konventionelle Kraftwerke werden zunehmend von
erneuerbaren Energien, welche iiberwiegend mit Wechselrichter
an das Netz angeschlossen sind, verdringt. Dies zieht eine
Anderung des Kurzschlussverhaltens im System nach sich, da
Wechselrichter  einen  geringeren  Kurzschlussstrom  als
Synchrongeneratoren bereitstellen konnen. Folglich werden sich
in Zukunft die Auswirkungen von Spannungseinbriichen
aufgrund von Kurzschliissen im Ubertragungsnetz im Vergleich
zu heute dndern. Um diese Auswirkungen analysieren und
quantifizieren zu konnen, werden im Rahmen des Beitrages
verschiedene Auswertungsmoglichkeiten vorgestellt. Sie beruhen
auf den Ergebnissen von dynamischen Simulationen im
Zeitbereich (RMS-Simulationen) mit einem PSST'NETOMAC-
Modell des deutschen Ubertragungsnetzes und sollen zur
besseren Vergleichbarkeit der Auswirkungen von Kurzschliissen
im Ubertragungsnetz beitragen.

Schlagwirter— NETOMAC; MATLAB; Kurzschluss;
Ubertragungsnetz; Spannungseinbruch; Spannungstrichter;

L. EINLEITUNG

A. Definition eines Spannungstrichters

Ein Kurzschluss im Ubertragungsnetz hat einen
Spannungseinbruch im Netz zur Folge. Der Kurzschlussort
bildet mit der geringsten Restspannung das Zentrum des
Trichters. Aufgrund des Kurzschlussstrombeitrages aus
verschiedenen Richtungen kommt es mit zunchmender
Entfernung vom Kurzschlussort zu einem Spannungsanstieg.
Aus diesem Grund zeigt das Spannungsprofil in diesem
Bereich eine Trichterform. Dieser Effekt wird im Folgenden
als Spannungstrichter bezeichnet.

B.  Motivation

Die Energieerzeugung in Deutschland erlebt seit einigen
Jahren einen Wandel vom Schwungmassensystem zum
Wechselrichtersystem. Dies bedeutet, dass eine zunehmende
Anzahl an konventionellen Kraftwerken durch regenerative
Erzeugungsanlagen  wie PV-, Windenergie- und
Biomasseanlagen ersetzt werden. Ein Grofteil dieser Anlagen
ist nicht tiber einen Synchrongenerator, sondern iiber einen
Wechselrichter an das Netz angeschlossen. Das dynamische
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Fachgebiet Elektrische Energieversorgungsnetze
Technische Universitiat Miinchen
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Verhalten der Wechselrichter unterscheidet sich grundlegend
vom Verhalten eines Synchrongenerators. So reagiert ein
Synchrongenerator im  Kurzschlussfall —aufgrund  der
physikalischen Zusammenhidnge automatisch netzstabilisierend
und liefert als Kurzschlussstrom bis zum achtfachen des
Bemessungsstroms, wohingegen den Wechselrichtern das
Kurzschlussverhalten vorgegeben werden muss und sich der
Kurzschlussstrombeitrag in  der  GroBenordnung  des
Bemessungsstromes bewegt [1]. Die Vorgaben beziiglich des
Kurzschlussverhaltens sind aktuell abhdngig von der
Spannungsebene des Anschlussknotens und kénnen zwischen
den  Netzbetreibern  hinsichtlich ~ Regelungstyp  und
Parametrierung  der  Regelungskennlinien ~ Unterschiede
aufweisen. So wird beispielsweise von Anlagen in der
Niederspannungsebene gemidl VDE-AR-N 4105 gefordert,
dass sie sich bei einem Spannungseinbruch unter 80% der
Nennspannung nach maximal 100 ms vom Netz trennen
miissen [2]. Da sich der Spannungseinbruch in Folge eines
satten dreiphasigen Kurzschlusses im Ubertragungsnetz iiber
grofle Bereiche des Netzes ausdehnt und sich zudem {tiber die
Spannungsebenen fortsetzt, kann es zum Ausfall einer Vielzahl
von Erzeugungsanlagen auf der Niederspannungsebene
kommen [3]. Im Rahmen dieses Beitrages werden
Auswertungsmethoden vorgestellt, die die Analyse der
Auswirkungen von Spannungstrichtern im Ubertragungsnetz
basierend auf einem PSS™NETOMAC-Modell erméglichen.
Die Auswertungen erfolgen mit MATLAB. SchlieBlich kdnnen
damit die Auswirkungen der Spannungstrichter bei
verschiedenen Einspeiseszenarien verglichen und zugleich die
Riickwirkungen auf FErzeugungsanlagen und Lasten im
Verteilnetz ermittelt werden.

II. MODELL UND SIMULATION

A.  Dynamisches Modell des deutschen Ubertragungsnetzes

Die Methoden werden anhand eines dynamischen
PSS™NETOMAC-Modells des deutschen Ubertragungsnetzes
entwickelt, womit dynamische Simulationen im Zeitbereich
(RMS-Simulationen) durchgefiihrt werden konnen. Die
Erstellung des Lastflussmodells ist in [4] beschrieben. In
diesem Modell ist die 380 kV- und 220 kV-Ebene mit den
konventionellen Kraftwerken detailliert beriicksichtig.
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Fig. 1: Frequenzabweichungen aufgrund eines dreiphasigen
Kurzschlusses iiber 300 ms am Knoten Pulverdingen
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Fig. 2: Spannungsverldufe an ausgewihlten Knoten aufgrund eines
dreiphasigen Kurzschlusses iiber 300 ms am Knoten Pulverdingen

Weiterhin ~ sind die  380/110kV- und 220/110 kV-
Transformatoren modelliert. An den 110 kV-Sammelschienen
sind die unterlagerten Netzebenen als residuale Lasten
berticksichtigt. Diese werden als konstante Wirk- und
Blindleistungslasten nachgebildet. Der beispielhafte Lastfall im
Rahmen dieses Beitrags weist eine Einspeisung von 40 GW
und eine residuale Last von 45 GW auf.
Es erfolgt eine Weiterentwicklung zum dynamischen Modell,
wobei Synchrongeneratormodelle mit
Standardparametern ([5], [6]), Standarddrehzahl- und
Standardspannungsreglern ([7], [8]) verwendet werden. Zudem
werden  die  Nachbarnetze  durch  Ersatzgeneratoren
nachgebildet, deren Parametrierung zu dem dynamischen
Verhalten der Frequenzabweichungen und der Spannungen in
Fig. 1 und Fig.2 fihrt. Hierbei wurde das System nach
0,5 Sekunden am Knoten Pulverdingen in Siiddeutschland mit
einem dreiphasigen Kurzschluss mit einer Fehlerklarungszeit
von 300 ms angeregt. Die Verldufe zeigen, dass trotz der
maximal anzunehmenden Fehlerdauer das System wieder in
einen stabilen Zustand zuriickkehrt. Dies entspricht bei dem
eingestellten Lastfall unter Beriicksichtigung des dynamischen
Verhaltens der konventionellen Kraftwerke dem zu
erwartenden  Fehlerverhalten. Zum  Abgleich  des
grundsitzlichen dynamischen Verhaltens konnen die Verldufe
im Netzentwicklungsplan 2013 herangezogen werden [9].

B.  Methode zur Kurzschlussstromberechnung

Zur Bestimmung des Spannungstrichters wird in
PSS™NETOMAC ein dreiphasiger Kurzschluss simuliert.
Hierbei wird nicht eine Kurzschlussstromberechnung gemif
DIN EN 60909-0 (VDEO0102) durchgefiihrt, sondern der
Kurzschlussstrom und die Kurzschlussleistung anhand der
Ergebnisse einer RMS-Simulation ermittelt. Bei den Kurz
schlussstromberechnungen handelt es sich um quasistationére

Fig. 3: Schematische Darstellung zur Kurzschlussstrombestimmung mit
drei Nachbarknoten am Kurzschlussort (KS-Ort)

Berechnungsmethoden. Bei der
methode wird an der  Kurzschlussstelle eine
Ersatzspannungsquelle mit der Spannung —c-Up/ NE}
(c... Spannungsfaktor, U,...Nennspannung) angenommen und
die Einspeisungen werden durch Innenimpedanzen ersetzt. Die
zweite Methode sieht die Anwendung der symmetrischen
Komponenten vor. Hierbei erfolgt eine Transformation der
Fehlerbedingungen in symmetrische Komponenten (Mit-,
Gegen- und Nullsystem). In Verbindung mit den
resultierenden Impedanzen im Kurzschlussfall werden die
auftretenden Kurzschlussstrome/-leistungen berechnet. Im
Rahmen der hier verwendeten Methode benétigt man die
Spannungswerte an allen Knoten des Ubertragungsnetzes zu
jedem Zeitpunkt der RMS-Simulation und die Information
iiber die Impedanzverhiltnisse zwischen den Knoten, um den
Kurzschlussstrom berechnen zu konnen. Es wird schlieBlich
zur Bestimmung des maximalen Kurzschlussstromes der
Zeitpunkt unmittelbar nach Kurzschlusseintritt herangezogen
(maximaler Kurzschlussstrom) und die Spannungswerte aller
Knoten der betrachteten Spannungsebene zu diesem Zeitpunkt
abgespeichert. Im nidchsten Schritt werden, wie in Fig. 3
schematisch  dargestellt, die unmittelbar mit dem
Kurzschlussort verbundenen Knoten iiber die vorliegenden
Topologieinformationen ~ermittelt. Uber die folgenden
Zusammenhinge konnen schlieflich der Kurzschlussstrom
und die Kurzschlussleistung fiir den Kurzschlussort ermittelt
werden:

Ersatzspanungsquellen-

L=2(U,Uso)/Z) ()
S.=v3-U. L. )

n... Anzahl der direkten Nachbarknoten
U.... Spannung am i-ten Knoten
Uks.ors-.. Spannung am Kurzschlussort
U,... Nennspannung

Z;...Impedanz des i-ten Zweiges

Sk... Kurzschlussleistung

Der Vorteil dieser Methode der Kurzschlussstromberechnung
ist, dass fiir die Bestimmung des Kurzschlussstromes keine
Informationen des Gegen- und Nullsystems im Modell
hinterlegt werden miissen und eine automatisierte Ermittlung
der Kurzschlussstrome und —leistungen anhand der
Spannungsverldufe als Ergebnis einer RMS-Simulation
stattfindet.
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TABELLE 1: ANZAHL KURZSCHLUSSORTE JE NETZGEBIET

. Tennet Tennet
TransnetBW | 50Hert; | Amprion Nord Siid
Anzahl
KS-Orte 35 47 78 43 20

e TransnetBW
Amprion

© 50Hertz
Tennet (Nord)
Tennet (Stid)

Fig. 4: Betrachtete Kurzschlussorte

C. Variantenrechnung in PSS™NETOMAC

Da die Auswirkungen von Kurzschliissen an allen Stellen
des Ubertragungsnetzes von Interesse sind, ist es zwingend
notwendig, mehrere Kurzschlusssimulationen durchzufiihren
und die Ergebnisse entsprechend aufzubereiten. Aus diesem
Grund werden im deutschen Ubertragungsnetz 223

Kurzschlussorte betrachtet (siehe Fig.4) und analysiert.
Die Kurzschlussorte werden geografisch nach
Ubertragungsnetz-
betreibergebieten zusammengefasst, wobei das Netzgebiet von
Tennet aufgrund der Ausdehnung in einen nordlichen und
einen siidlichen Teil getrennt wird. Die Verteilung der
Kurzschlussorte auf die Gebiete ist in Tabelle 1 aufgefiihrt.
Durch die Realisierung einer Variantenrechnung in
PSS™NETOMAC werden fiir jedes betrachtete Szenario
automatisch die 223 Kurzschliisse simuliert und die
Ergebnisse abgespeichert.

III.  AUSWERTUNG DER SIMULATIONSERGEBNISSE

Die Auswertung der Ergebnisse erfolgt hinsichtlich
verschiedener Aspekte. So ermoglicht die beschriebene
Methode der Kurzschlussstromberechnung einerseits eine
geografische  Darstellung des  Spannungstrichters — bei
Betrachtung eines Kurzschlusses. Andererseits konnen die
Auswirkungen auf die Verbraucher und Erzeugungsanlagen im
Verteilnetz anhand der Spannungswerte wihrend des
Kurzschlusses ermittelt ~ werden. Hierbei konnen
durchschnittliche Werte fiir die einzelnen Netzgebiete
angegeben werden oder Einzelbetrachtungen stattfinden.
Schlieflich ist auch eine geografische Darstellung der
Auswirkungen  von  Kurzschliissen  abhdngig  vom
Kurzschlussort moglich.

A. Visualisierung des Spannungstrichters

Zur Visualisierung des Spannungstrichters werden neben den
Simulationsergebnissen in Form von Spannungsverldufen an
allen Knoten auch die geographischen Informationen der
Knoten bendtigt. Wie in [4] beschrieben sind diese Daten
bereits aus der Lastflussmodellerstellung vorhanden und
konnen uneingeschrankt weiterverwendet werden. In
MATLAB werden die Simulationsergebnisse mit den
geographischen Daten verkniipft und visualisiert. Das
Ergebnis ist in Fig. 5 dargestellt. Dort wird das resultierende
Spannungsprofil in Isoflichen dargestellt. Knoten mit
Spannungswerten innerhalb eines definierten
Spannungsbandes spannen eine Isoflidche auf. In Fig. 5 betrigt
das Spannungsband 0,1 pu. In der Grafik sind auerdem alle
Knoten der betrachteten Spannungsebene eingezeichnet.

Weiterhin  ist der {iber die Formel (1) ermittelte
Kurzschlussstrom und die daraus berechnete
Kurzschlussleistung (Formel (2)) angegeben. Diese

Informationen geben fiir den betrachteten Lastfall Aufschluss
iiber die zu erwartenden Auswirkungen eines Kurzschlusses
am gewdhlten Kurzschlussort.

B.  Auswirkungen auf Verbraucher

Neben der geografischen Ausdehnung eines
Spannungstrichters sind auch die Auswirkungen auf
Verbraucher von Interesse. Durch die gewéhlte Methode zur
Simulation von dreiphasigen Kurzschliissen kann auch die von
einem relevanten Spannungseinbruch betroffene Last ermittelt
werden. Alle Lasten, die an einem Umspannwerk mit einer
Restspannung kleiner 0,9 pu wiahrend des Kurzschlusses
angeschlossen sind, werden als betroffene Last gesehen. Der
vorgegebene Grenzwert bezieht sich auf die zuldssige
minimale Spannung gemdf3 DIN EN 50160. Der Anteil der
betroffenen Last an der Gesamtlast des Lastfalls wird auch in
Fig. 5 zusdtzlich mit angegeben. Durch Angabe der
betroffenen Last wird ein direkter Vergleich der
Spannungstrichterauswirkungen erleichtert. Aullerdem ist es
durch Mittelung der betroffenen Last fiir alle Kurzschlussorte
in einem Netzgebiet moglich, die Tendenzen innerhalb
Deutschlands aufzuzeigen. So fillt bei Betrachtung von Fig. 6
auf, dass im simulierten Lastfall die Auswirkungen von
Kurzschliissen im Netzgebiet von TransnetBW mit 17,92%
betroffene Last am geringsten sind und Kurzschliisse im
Tennet(Nord)-Gebiet mit 27,72% betroffene Last deutlich
iiber dem deutschlandweiten Durchschnitt liegen.
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Kurzschlussstrom: 58.0 kKA
Kurzschlussleistung: 38 GVA
betroffene Last (U< 0.9 p.u.): 26.5% | {1
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® Kurzschlussort

Fig. 5: Visualisierung des Spannungstrichters unmittelbar nach
Kurzschlusseintritt
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Fig. 6: Durchschnittliche betroffene Last je Netzgebiet

Durch Darstellung der minimalen und maximalen
betroffenen Last in Folge eines Kurzschlusses je Netzgebiet
wird zudem die Spannweite der Kurzschlussauswirkungen in
einem Netzgebiet deutlich. So ist in Fig. 6 weiterhin zu
erkennen, dass auch die maximale betroffene Last im
Tennet(Nord)-Gebiet auftritt, sich die minimale betroffene
Last allerdings im Amprion- und nicht im TransnetBW-Gebiet
zeigt.

C. Kurzschlussortabhdngige Auswirkungen

Weiterhin ist neben der durchschnittlichen betroffenen
Last aller Kurzschliisse in einem Netzgebiet auch die
betroffene Last je Kurzschlussort von Interesse. Dazu konnen
nun die geografischen Informationen der Kurzschlussorte aus
Fig. 4 mit den Ergebnissen kombiniert werden. Das Resultat
ist in Fig. 7 zu sehen. Hierbei ist deutlich zu erkennen, dass im
betrachteten Lastfall die groBten Auswirkungen bei
Kurzschliissen in der Mitte Deutschlands zu erwarten sind.
Das ist einerseits auf die Lastverteilung in Deutschland
zuriickzufithren, welche laut [10] ihren Schwerpunkt in
Richtung Westen und Siidwesten aufweist. Andererseits
spielen die Standorte der aktiven Kraftwerke in dem
betrachteten Lastfall ebenfalls eine Rolle, da diese durch den
bereitgestellten Kurzschlussstrom die Ausdehnung des
Spannungstrichters vorrangig beeinflussen.

TransnetBW
Amprion
50Hertz
Tennet (Nord)
Tennet (Siid)

O s
QO 50%

O 25%

Fig. 7: Betroffene Last je Kurzschlussort

IV. ZUSAMMENFASSUNG

In diesem Beitrag wird ein dynamisches Modell des
deutschen  Ubertragungsnetzes in ~ PSS"™MNETOMAC
vorgestellt. Durch Frequenzabweichungs- und
Spannungsverlaufen wird das dynamische Verhalten des
Modells aufgezeigt. Anhand der Ergebnisse von RMS-
Simulationen in Form von Spannungsverldufen an jedem
Knoten der betrachteten Spannungsebene in Verbindung mit
den vorliegenden Informationen zZu den
Impedanzverhiltnissen wird der maximale Kurzschlussstrom
und daraus die Kurzschlussleistung am Kurzschlussort mit
Hilfe von MATLAB bestimmt. Weiterhin kann fiir jeden
Kurzschlussort der Anteil der betroffenen Last (Spannung an
den Anschlusskonten kleiner als vorgegebener Grenzwert) an
der Gesamtlast bestimmt werden. Damit erhdlt man eine
GroBe, die die Auswirkungen von Kurzschlissen auf das
Gesamtsystem vergleichbar macht. Zudem kann mit Hilfe von
MATLAB die geografische Ausdehnung des
Spannungseinbruchs visualisiert werden. Damit lassen sich die
Auswirkungen eines Kurzschlusses bei  Betrachtung
verschiedener Szenarien vergleichen und gegebenenfalls auf
geografische Umstinde bzw. spezielle Einspeisesituationen
zuriickfiihren. Durch Variantenrechnung in PSS"™NETOMAC
ist es zudem moglich automatisiert Kurzschliisse an
verschiedenen Orten im Netz zu simulieren und die
Ergebnisse abzuspeichern. Dies wird verwendet um die
Auswirkungen von Kurzschliissen innerhalb der Netzgebiete
der vier Ubertragungsnetzbetreiber in Deutschland zu
vergleichen. Durch Bestimmung des Mittelwertes sowie der
Minimal- und Maximalwerte der betroffenen Last aller
Kurzschliisse in einem Netzgebiet konnen im betrachteten
Lastfall deutliche Unterschiede festgestellt werden. Um diese
Unterschiede weiter analysieren zu konnen, werden die
Auswirkungen der Kurzschliisse zudem abhdngig vom
Kurzschlussort dargestellt. Damit lassen sich im jeweils
betrachteten Lastfall kritische Bereiche im Netz hinsichtlich
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der Riickwirkungen von Kurzschliissen identifizieren. Diese
Auswertungsverfahren eignen sich auflerdem um die
Auswirkungen des  zunehmenden = Wandels  vom
Schwungmassen- zum Wechselrichtersystem in zukiinftigen
Szenarien zu untersuchen. Speziell soll hierbei der Einfluss
von verteilten Erzeugungsanlagen auf der Hoch-, Mittel- und
Niederspannungsebene auf die Spannungstrichter im
Ubertragungsnetz untersucht werden.
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Abstract—This paper proposes a novel dynamic design for
control reserve dimensioning. In contrast to the current statistical
analytic design we present a data driven approach with methods
of computational intelligence. The chosen k-nearest neighbor
algorithm is one of the most sucessfully used methods in machine
learning. The model is able to predict complex nonlinear behavior
by assuming that similar observations have similar outcomes.
A condition for the success of this method is to determine
the salient features. Therefore the core of this paper is to
show the dependencies of the influencing parameters. Numerical
experiments on the basis of freely available data for the years
2011 until 2013 show that there are time and space patterns as
well as inter dependencies with the active power market.

Index Terms—Control Power, k-Nearest Neighbor

I. INTRUDUCTION

To ensure a constant power frequency and thus a stable
quality of supply, the permanent balance of power demand
and supply is the most crucial constraint in an electrical power
system. Therefore time series modeling and prediction of the
power demand and supply is an important task. In recent
years machine learning algorithms have drawn attention and
have established themselves in the forecasting community.
Especially for wind power and electricity demand the machine
learning algorithms improved the prognosis accuracy. But due
to the increasing share of generation from renewable resources
the need for reserve and balancing power to cover these
prognosis faults is still increasing.

In contrast with dynamic machine learning approaches,
the current design for the dimensioning of these necessary
reserves and its reliable provision is still an analytically
statically method. It is based on the former hierarchical and
centralized structure of the European electricity sector, where
the need for reserve was primarily caused by unpredictable
power plant outtakes or load and generation noise, which
were random and stochastically independent. Today both the
reserve dimensioning and its activation critically depend on
the actual state of generation and supply, the current network
characteristics and also generation and load forecasts. A simple
attractive method to predict such complex nonlinear behavior
with many influencing parameters is the k-Nearest Neighbor
regression method. In this paper we propose a multivariate
multistep k-NN Regression to dynamically predict the demand
of balancing power. Contrary to established approaches for
wind generation and demand, the prediction of the balancing
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power implies some challenging differences. First there is the
effect of periodicity. Whereas the time series for electricity de-
mand are highly time-sensitive with daily, weekly and annual
patterns, the time dependency of the activation of balancing
power is ambiguous, so that established filter mechanisms
cannot easily be extended. Second there is the task of feature
selection. The objective is to find the optimal subset of features
which minimizes the prediction error. For predicting wind and
PV generation the main influencing parameters are mostly
known and primarily state specific [1], so that the accuracy of
the predicted value (power output) can be globally optimized.
In contrast, the influencing features for demand of balancing
power are time- and space-dependent - heavily depending on
generation structure, demographic effects etc. - and therefore
bound to the system state. So the challenge is not to find
the global optimum model to predict the balancing power
demand for every time and space, but to find the locally
optimal setting. To tackle this challenge the k-NN model is
multistep, which means that the regression model is split
into the k-NN model itself and a meta-model, which both
optimizes the model parameters, and the feature selection for
each system state. And the third discrepancy is the accuracy
metric. Whereas for generation and demand the predicted
curve must coincide with the real curve, for balancing power
the provided (maximum and minimum) power over a given
time period is critical, thus over- and underestimation must be
avoided at all costs. This paper focuses on the first two aspects
of the ambiguous time and space dependency of balancing
power and its influencing parameters. The remainder of this
paper is organized as follows: first we introduce the k-NN
algorithm and review related approaches in the energy domain.
Second we discuss the time and state dependency and the
statistic inference of the features based on the experimental
results of the factorial design.

II. MODELING
A. Design of Control Reserve

Depending on its activation time, three different types
of control reserve are distinguished, primary, secondary and
tertiary. Whereas the primary reserve (frequency-response re-
serve) is fixed to 3000 MW (outtake of two power plants) and
is activated by autonomous f/P-droop controllers, the design
and activation for secondary and tertiary reserve (minute
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reserve) falls to the transmission system operators (TSO). To
prevent a contrary activation of operating power in different
areas, the German TSOs coordinate their operation reserve in a
network called Netzregelverbund (NRV). Within this NRV the
actual demand of reserve control is determined and tendered
on the common internet platform[www.regelleistung.net]. The
dimensioning of the control reserve to be provided is based
on a probabilistic approach which convolutes the individual
probability density functions of the influencing parameters
into one density function and then determining the amount
depending on the given loss of load probability (LOLP). The
current deficit probability is 0.1%, which means that in 0.1%
of cases (9 hours a year) a lack of reserve is accepted.

But due to the change from the former randomly caused
power plant outtakes to today stochastic prognosis faults,
the actual applied method for dimensioning by convoluting
the individual probability density functions is not adequate
anymore. On the one hand the influencing parameters are no
longer statistically uncorrelated (see section II) and on the
other hand the given LOLP is originated from large capacity
power plant blackouts, implying that the provided reserve
power is oversized in the majority of cases. Recently, besides
the probabilistic method also simulative approaches are used.
According to the method of Graf-Haubrich, a Monte-Carlo-
Simulation-based approach for probabilistically dimensioning
of the demand of operating reserve by distinguishing the
probability density function for each form of control power
has been introduced by Brueckel [2]. Many of the following
studies aim at DER integration in the power markets through
economic optimizing [3], [4], [5]. Besides these studies to
integrate single technologies, there is already related work
dealing with the overall control power market. [6] examines
an adaptive control power market with capacitive reserve. The
objective of this research is to extend the approach of a flexible
tendering for tertiary reserve on the principals of a capacity
market. Flexible Dimensioning of Control Reserve for Future
Energy Scenarios is examined in [7]. Therefore a model is
developed which is capable of calculating the control reserve
within future energy scenarios by the hour.

In contrast of the aforementioned studies, this paper will
focus on computational intelligence methods to predict the
demand for operating reserve dynamically and is not based
on probabilistic convolution-based calculation methods. In
addition the aim of prior examinations was to predict the
expected demand in future energy scenarios [8], [9], whereas
this approach concentrates on the prediction of control reserve
today. As a model we choose the nearest neighbor algorithm
as one of the most popular techniques in nonlinear time series
analysis. This method is already used in the energy domain
for prediction of wind and PV generation [10], [11], [12] or
energy demand, [13], [14].

B. k-Nearest Neighbor Algorithm

Prediction problems can be considered as a problem of
supervised learning , where we have to infer from historical
data the possibly nonlinear dependence between the input

Training data set
Validation data set
Test data set

Model Parameters

—_— Test
subset

Feature-
vector-/
Label-
Generator

Evaluation
(Loss-
function)

Model
—— Selection ——p
(KNN)

Training-
subset

Subset selection

Feature Selection

Fig. 1: k-NN model

(feature vector) and the target output (future value) [15]. The
basic process of a k-nearest neighbor prediction model is
shown in Figure 1. Given a query feature vector z, < R
and a set of N d-dimensional vectors X = zi,...,xy, the
nearest neighbor search algorithm aims to find the subset of
k items Nj(z,) from X such that its distances to the query
vector are minimum. Assuming that similar observations will
lead to similar outcomes of the target value, the target value ¢,
for a query feature vector (new observation) can be calculated
as follows:

EieNk(a:q) WiYi

ZiENk(Z'q) wi

)

Uq = kaN(xq) =

w; is the weight given to each neighbor z; and therefore the
contribution of its target value y; is also weighted with w;. This
can either be done with a uniform weight, i.e. the formula (1)
can be simplified to finn(zq) = %Zlf y; or with a distance
weighted kernel function. The precise weight given to each
neighbor depends on the weighting function employed. The
normal distribution is one option. That is, the weights form a
bell-shaped curve centered on z, that declines with distance
from x,. Another common distance weight function, which
decreases quadratically with the distance is

1

T 1y ad(x,xq)? @

W;

Weighting with a kernel function has the advantage that it
can be applied to the whole training set, because the weight of
points with high distance tend to zero. Particularly when the
samples are not uniformly distributed a fixed k& would entail
that too much weight is given to distant samples. However,
defining the neighborhood both by choosing the k& and the «
is essential, because of the bias-variance dilemma. That is,
larger neighborhoods will tend to make the smoothed values
less variable but likely more biased. For k& — N the target
value becomes the average. Smaller neighborhoods will tend to
make the smoothed values more variable but will likely be less
biased and less stable. So defining the optimal neighborhood
by selecting the optimal £ respectively the optimal kernel
weight function is one major goal. The other objective is the
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TABLE I: Describtion of the parameters for the year 2012 in the NRV

minor balance Wind generation Wind_Err_rel PV generation PV_Err_rel Vertical netload Phelix Base
2011 2012 2011 2012 2011 2012 2011 2012 2011 2012 2011 2012 2011 2012
count 33128 33304 33128 33304 33128 33304 33128 33304 18970 19049 33128 33304 33128 33304
mean -438 -71 5212 5220 0.28 0.23 2132 3175 0.94 0.50 35546 32794 51.12 42.60
std 933 941 4558 4444 0.39 0.33 3284 4884 6.62 2.30 8400 8374 13.60 18.68
min -5340 -4587 91 115 0.00 0.00 0 0 0.00 0.00 10472 -11681 -36.82 -221.99
25% -902 -574 1714 1988 0.07 0.06 0 0 0.07 0.06 29192 26857 43.90 34.06
50% -350 -87 3667 3918 0.16 0.13 42 69 0.18 0.13 35648 32604 51,85 42.08
75% 104 425 7434 7102 0.32 0.27 3497 5098 0.44 0.31 42346 39181 60.63 52.88
max 3997 4135 22929 24086 5.48 6.47 34800 22402 597 113.12 56121 54507 117.49 210.00

weighting of the different features. That leads to the issue of
Feature Selection which implies three big challenges [16].

First, there is the curse of dimensionality. As the number
of features increases, the space that needs to be filled with
data goes up as a power function. So, the demand for data
increases rapidly, and the risk is that the data will be far too
sparse to get a meaningful fit. Second regarding more than one
feature raises some difficult issues about how to best define the
neighborhood. For example, how is the neighborhood near z,
to be defined when features are correlated or one feature has
much more variability than another. But also due to the units
of measurement, one feature could dominate the definition of
the neighborhood. Third, there are interpretative difficulties.
When there are more than two features one can no longer
graph the fitted surface. The second aspect leads to the feature
weights and distance metric, which are both important for
selecting the salient neighbors. Solving this the features are
first normalized and then scaled (by multiplying them with
their weights w;) according to their importance before the
distance is calculated. Applying the euclidean distance the
weighted distance is calculated as follows

sz(l’v - yi)2

i=1

dw(XJ’) = |X - Y| = (3)

For evaluation of the chosen model function the empirical
risk of the prediction is calculated which is the expected value
of the Loss function.

1 N
Eemp(f) = N ZL(wa(xl)) (4)

Common used loss functions for regression are the propor-
tional loss function L(y;, f(x;)) = |y;— f(x;)]| or the quadratic
loss function L(y;, f(x;)) = (y; — f(2;))?. Then the empirical
risk is given by the MAE (mean absolute error) or by the
RMSE (root mean squared error).

The goal is to find the function f* = argminEen,(f)
so that the empirical risk is minimal. Therefore the hyper
parameters have to be optimized, i.e. the model parameters
like the distance metric d(z;,z,) and the neighborhood (k
or «), the loss function L(y;, f(x;)) and the feature subset
selection (FSS).

But because both the feature values x and the target real-
izations are random variables, the real risk of the prediction is
given as the structural risk which factors in their distributions.

Evtrue = E(Eump) = / / L(y, f(@)p(e, y)dady  (5)

In order to avoid the so called overfitting, the task is not
to minimize the error on the training set but on the test set.
Therefore the training set is divided into a training set and
a validation set and the hyper parameters like the features
weights and the neighborhood definition are optimized within
a cross validation.

For our purposes, perhaps the major weakness of nearest
neighbor methods is that they are not derived as a way to
represent how y is related to x; they are not explicitly linked to
some f(x). One consequence is that when there are more than
two features, there is little guidance on how to represent the
manner in which the predictors are related to the response [16].
So in the following section a sensitivity analysis is conducted
to identify the relationships among the features.

III. SIMULATION

Prediction results of k-nearest neighbor nonparametric re-
gression depend directly on the quality of the sample database
and the chosen features. Therefore a sensitivity analysis of
the main influencing parameters is made for the years 2011
to 2013. As a database we take the freely available data
from the internet platforms of the four German TSOs and the
common NRV. To analyze the demand for control reserve the
characteristic number is the joint balance of the four German
TSO areas, whose geographic location can be seen in figure 5.
The control area balance of each TSO is defined as the sum
of all deviations of balance groups/areas within the control
area (e.g the EEG balance group) and it is equivalent to the
receipt of balance power in this control area, i.e. positive
balance will lead to positive balance power to counterbalance
an underestimated control area and vice versa. These balances
are then summed up and adjusted both among themselves and
with the import and export of balance power to associated
countries. The remainder has to be covered with balance power
from the tendering platform. Due to the REMIT (Regulation
on wholesale Energy Market Integrity and Transparency) since
2011 the TSOs have to publish different operating figures. Out
of these figures the following time series were extracted; the
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Fig. 2: joint balance aggregated by hour for the years 2011 to 2013(a/b) and for the different control areas(c)

wind and PV generation and prediction, the vertical net load
and additional to the TSO figures the phelix base price at
the EEX (since the introduction of the reBAP (standard price)
in the year 2010 the price for balance power is related to the
EEX). The description of the parameters for the NRV are given
in table I. For each feature the mean, the standard deviation,
the max, min values and the 25% and 75% percentiles are
calculated. The percentiles are the values below respectively
above which 25 percent of the observations may be found.
Count is the number of observations in each year, given in
15 min intervals. In sum there are 33128 intervals for 2011
and 33304 intervals for 2012, because intervals with power
plant deficiencies (1912 intervals in 2011 and 1832 intervals
in 2012) were filtered out. For the generation and the vertical
net load the single values of the four areas are added. To
quantify the prognosis faults, the relative error of wind and
PV is calculated as Wind_Err_rel and PV_Err_rel. That is the
difference between the forecasted and the realized generation
in relation to the latter. With respect to the relative errors
it can be seen, that the errors are decreasing, especially the
maximum error had been reduced from 0.16 to 0.13 for wind
and from 0.18 to 0.13 for PV. But for wind as well as for
PV there are still big slopes, so in 25 % (that are the 75%
percentiles) of the cases the error was about 0.30 (30%), that
is an absolute value of 700 MW for wind and 402 MW for PV.
The maximum absolute deviations in the year 2012 were 5448
MW (-4871 MW) for wind and 6614 MW (-6005 MW) for
PV, which all led to high balances of 2527 MW (-1511 MW)
and 2720 MW (-1039MW), with the influence of the positive
deviations dominating. Another thing that can be noticed is
the 50% increase in PV generation from 2132 MW (mean) to
3175 MW (mean). This affects the vertical net load; so it is
conspicuous that in 2012 the minimum vertical net load turns
negative, which means that there were intervals where more
energy was generated in the underlying net areas than have
been consummated, yielding a slight decrease in the mean and
the maximum vertical net load. For the balance the effect is the
other way around. The overall mean of the balance increased
from -438 MW to -71 MW. So there was a shift in the balance
time series with an offset of approx. +300 MW which can also
be seen in figure 2a, where the curve of the year 2011 has a
negative offset to the other two curves in the years 2012 and

2013. To detect patterns that can be used with our machine
learning algorithm we made two different analysis. First we
analyzed the time and state dependency of the power balance
and second we analyzed the influence of the wind, PV, price
and net load on that balance.

A. Time and State dependency

50Hertz

Amprion

TenneT

TransnetBW

Fig. 5: control areas in Germany[www.netzregelverbund.de]

To detect a time and state dependency the mean of the joint
balance was aggregated by hour. Regarding the results for the
years 2011 to 2013, which are plotted in figure 2a, a trend
can be noticed in the shape of the curves. Especially in the
morning there is a positive peak in the balance as well as in
the afternoon. In the evening a negative peak is noticeable.
But for the activation of control reserve in particular for
minute reserve not the mean of the balance is crucial but the
deviations. Therefore the mean absolute deviation (MAD) of
the balance is plotted for the years 2011 to 2013 in figure
2b. For an univariate data set, the MAD is defined as the
median of the absolute deviations from the data’s median.
For large normal distributed samples the standard deviation
is approx 1.48 times the MAD. For the year 2012 the MAD
is 658MW and the standard deviation o of the balance is
944MW, what reconfirms the assumption that the balance has a
normal distribution and leads to the statement that approx. 70%
of the time the balance is kept within this limit. Noticeable is
a conspicuous peak at 6 am. This peak as well as the whole
shape of the MAD curve are reflected in the activation of
minute reserve, which is plotted in the lower lines (number
of instances with activation of positive or negative minute
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reserve for the year 2012 (solid) and 2013 (dashed). Regarding
figure 2c, where the MAD for the year 2012 is plotted for
each control area, it can be seen that this effect is mostly
derived from the Amprion area. So the balance is not just
related to the hour of the day but also to the control area.
In the TransnetBW area the dotted curve is very flat, so the
standard deviation in the TransnetBW area is just 250 MW.
In the following regression analysis we will see, that also the
different influencing parameters have a time and state specific
weight in determining the balance. The reason for the Amprion
peak is still under investigation, but one assumption is, that it
is related to the spot market, so e.g. from 5 am to 7 am there is
the highest rise in prices from 30 Euro up to 47 Euro (hourly
mean for 2012). But, whether it is the direct cause or both facts
have another source, this is no fortuitous event and therefore
can not be explained with randomness.

B. Inference of the features

The k-NN method is very sensitive to feature weights
given with the distance metric (see equation 2). Therefore
the Feature Subset Selection is import preliminary work. To
detect first trends a sensitivity analysis based on regression
analysis from Design of Experiments [17], [18] is made before
the feature weights are optimized within the k-NN-algorithm.
Prior examinations draw ambiguous conclusions about the
influencing parameters for control reserve. On the one hand
many studies [19] state, that the rising share of renewable
energies would lead to a higher amount of reserve control,
which would imply a high correlation between the wind and
PV generation and the control balance. A recent study [20]
estimates an increase of control reserve of 30-70 Megawatt

for each Gigawatt of added installed capacity of renewable
resources and a decrease of control reserve if the prognosis
could be revised. On the other hand, [21] found in their
regression analysis for tertiary control for the years 2008 to
2011 that no direct correlation between the installed capacity
of fluctuating energy sources and the activated amount of
control reserve could be observed. Nevertheless they argued
that situations with low amount of wind power production
require a lower amount of control reserve.

To investigate these hypothesis, a statistical design was
generated to analyze the effects of the different parameters.
Therefore a full-fractional design with two levels for each
feature was generated, so that for n features the full fractional
experimental design with two levels has 2" steps of combina-
tions. For the analysis of the NRYV, the levels (-1/+1) were set
according to the 25% (-1) and 75% (+1) percentiles from table
I. To populate the samples both boundaries were enlarged by
10% - the upper boundary is set at 1.1 times the 25% percentile
and the upper bound at 0.9 times the 75% percentile - so that
25% of the samples were considered. The resulting levels for
the chosen parameters and mean balances for the two levels
are plotted in table II. So for the two steps when all levels are
set to +1/ -1, all the intervals are selected where the parameter
values are greater/ lower than the values given in table II. As
target value the mean of the joint balance is calculated. In
figure 3 and 4 the effect of the wind (0), PV (1), load (2),
price (3), weekday (4) and its interaction is plotted. The bar
represents the effect when the setting of the parameter turns
from -1 to +1. For the interactions between the parameters this
is when the sign turns from negative to positive. Negative sign
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TABLE II: levels (-1/+1) set for the NRV

feature level (-1) level (+1)

2011 2012 2011 2012
wind [MW] 1894 2187 6718 6392
PV [MW] 0 0 3147 4586
net load [MW] 32111 29543 38075 35263
PHB [€] 48.29 37.40 54.57 47.37
weekday weekend  weekend  weekday — weekday
mean balance [MW] -181 59 -423 -405

means, that the parameters have different levels, positive sign
vice versa. The horizontal lines are the levels of significance
for 95% (dotted), 99% (dashed) and 99.9% (solid). So in the
NRV in both years 2011 and 2012 the effect of the wind
generation on the balance is significant, i.e. that in times with
high wind generation the balance is approx. 400 MW lower
than in times with very low wind generation. The effect of the
net load is quite opposite, here the mean of the balance turns
positive with high level of net load. To emphasize this effect
the boxplots for the balance according to the percentiles of
wind (fig. 3c) and load (fig. 4c) are plotted. In other words
in each figure the boxes represent each 25% of the intervals.
Whereas the most negative mean of balance and its highest
negative deviations occur in times with high wind feed in,
in times with very high vertical net load the balance has its
most positive mean and especially the negative deviations are
more tight. Also noticeable is the influence of the weekday,
so during week the balance is rather positive than during
weekends. The significant difference between the year 2011
and 2012 is the increasing influence of PV (1) and price (3).
The PV influence could be derived from its increased share,
whereas the price could be derived from a new calculation of
the balance power price introduced (08/2011). The bar (0,3)
represents the interaction between the wind generation and the
price, i.e. in times when the wind generation and the price are
both very low/high, the balance is more likely to be negative
as when they are in the opposite direction. That could of cause
also be argued with the day and night difference, which would
state the thesis of [21] that during night (PHB = -1), the
demand for control power is less, during wind calms (wind
= -1). In figure 4 the effect of the parameters is shown for the
two most characterized German control areas. In the SOHertz
area with the highest amount of generation from wind and
PV related to the vertical net load, the wind generation has
the highest influence and the PV generation has a noticeable
share. In contrast in the Amprion area with the highest net
load and the lowest share of renewable generation no direct
influence of a single parameter can be determined. Just the
interaction (0.3) is slightly significant, but this could also be
derived from day/night difference as carried out before. For
that reason a dynamic model to dimension the demand of
control reserve is aimed to be designed, with respect to the
time and state specific requirements based on local learning
respectively local optimizing.

IV. CONCLUSION

In this paper we introduced a new methodology for predict-
ing the amount of balancing power with methods of machine
learning, namely with a two step k-nearest neighbor regression.
The machine learning approach has the advantage to the
current convolution-based method, that it is more suitable to
adapt the dimensioning of the balance power to the current
system state. The importance of the time and space specific
influence on the balance was illustrated in section III. The
regression results reinforced the hypothesis that the weight
of the influencing parameters vary as well among the control
areas as between different hours of the day or years. Therefore
a locally optimized non parametric approach like the k-NN
algorithm is feasible.
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Abstract—The demand for increased transmission capacities in
Germany will be covered in part by high voltage direct current
(HVDC) lines. In order to reduce the need for new corridors,
hybrid systems with AC and DC circuits together on the same
tower are planned. Therefore, the characteristics of such
arrangements need to be studied. In the first part of this paper,
electromagnetic coupling mechanisms between overhead lines are
summarized. Next, the method of image charges as a way to
calculate the electric field around overhead lines is presented.
The method is then used to analyze the electric field on ground
level below three different hybrid line configurations.

Keywords- HVDC; hybrid line; electric field

1. HYBRID LINES FOR THE GERMAN “ENERGIEWENDE”

The remaining nuclear power plants in Germany are
scheduled to be shut down in a few years according to the
agreements of the Energiewende. As they constitute the largest
generating units in southern Germany today, a considerable
amount of power plant capacity will have to be substituted.
Furthermore, continuing expansion of volatile renewable
power generation with large regional differences and often far
from load centers will lead to increased load flows over large
distances.

In order to retain network stability and reliability in spite of
these challenges, the transmission capacities of the electrical
grid have to be increased. For the first time in Germany, four
high voltage direct current (HVDC) lines are among the
projected measures [1]. Finding new line corridors is often
extremely difficult, therefore the possibility of operating hybrid
AC/DC power lines on existing towers is currently investigated
by transmission grid operators (TSOs). The TSOs Amprion and
TransnetBW plan to put into operation a 340 km hybrid line
from Osterath to Philippsburg in 2019, when the Philippsburg
nuclear plant will be decommissioned [2].

While the mechanical design of hybrid overhead lines is not
very different to that of conventional ones, the close proximity
of AC and DC conductors causes electrical coupling effects
that have to be studied precisely. Also, it must be ensured that
electromagnetic fields around hybrid lines do not exceed the
permissible values [3].

In the first part of this paper, coupling mechanisms and
their consequences are discussed in a general way. Next, the

method of image charges as an approach to calculate the
electrostatic field around overhead lines is explained in detail.
Finally, this method is used to calculate the electric field below
hybrid overhead lines. Three different tower types and the
influence of different placement of the DC poles are considered
regarding the maximum field values on ground level. For one
configuration, the instantaneous field distribution along an AC
cycle is discussed.

II.  COUPLING MECHANISMS BETWEEN OVERHEAD LINE

CIRCUITS
In general, three different coupling mechanisms can be
distinguished: inductive, (quasi-) ohmic and capacitive
coupling.

A. Inductive Coupling

Magnetic fields resulting from time-dependent current
flows in one conductor produce longitudinal voltages in
adjacent conductors according to Maxwell’s laws. Thus, high
transients in one system will induce large overvoltages in
systems nearby. In closed circuits, these voltages will also
cause currents. On a hybrid line, stationary load flow in the AC
conductors results in an alternating current component in the
DC system because the DC sources appear as a short circuit to
alternating currents.

In addition to an increased voltage drop across a DC
reactor, these currents can be harmful especially to any
equipment with iron cores. Line commutated HVDC
converters will turn the induced fundamental frequency current
mainly into a second harmonic and a DC component on the AC
side. In the worst case, this offset can lead to core saturation
and endanger a safe transformer operation [4].

B. Ohmic Coupling

High electric field strength on the surface of conductors
leads to ionization of surrounding air molecules, the so called
corona discharge. While ionized field charges from AC
conductors stay close to the wires, field charges originating
from DC conductors can move over large distances and thus
reach neighboring systems. AC conductors collect the free
charges, resulting in a small DC current being injected. The
problems from such undesired current components have been
discussed in the previous chapter.
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Amprion runs a short hybrid line for testing purposes in
Datteln, Germany, where they investigated the injection of ion
currents extensively. Besides the distance between wires, the
current intensity was found to be most influenced by weather
conditions. While being in the range of 1 mA/km in fair
weather conditions, ten times higher values were observed
during heavy rainfall [5].

In addition to ion current injection, also called quasi-ohmic
coupling, corona discharges can have a significant influence on
the electric field near the hybrid line as well. However, it is a
very complex task to take into account all the charge creation,
movement and recombination effects and requires tools like the
finite element method or finite volume method. In sections III
and IV of this paper as well as in many calculations found in
the literature, the effect of field charges on the electric field is
therefore neglected [6].

C. Capacitive Coupling

An arrangement of conductors in a dielectric medium
results in a network of capacitive couplings between them.
Thus, a wire on high potential can induce phase voltages on
other wires nearby. The electric field around the line results
from the superposition of all the individual conductor’s fields.
This is of special interest firstly on conductor surfaces in view
of corona discharge and secondly on ground level with regard
to the line’s environmental impact.

The surface voltage stress effects corona discharge, noise
emissions and radio interference voltages. In order to prevent
heavy corona losses it must not exceed 28.8 kV/cm. In a hybrid
line, field strength on the DC conductors will be superimposed
by an alternating component, whereas the field stress on AC
wires will show a DC offset.

On ground level, regulations regarding electromagnetic
field emissions have to be met. In Germany, the
Bundesimissionsschutzgesetz (BImSchG) prescribes a limit of
5 kV/m for the electric field strength at 50 Hz. As there is no
limit for 0 Hz, the CIGRE recommendation of 25 kV/m can be
used for the DC electric field [3], [7].

III. CALCULATION OF THE ELECTRIC FIELD AROUND
OVERHEAD LINES

In this chapter, the method of image charges as an approach
to calculate the electrostatic field around overhead lines is
explained in detail. The presented procedure is used to
calculate the electric field in a certain instant with known line-
to-earth voltages and can be repeated for consecutive points in
time, e.g. along an AC cycle.

A. Premises

As already mentioned, the contribution of field charges to
the electric field is neglected in this paper. Furthermore, the
magnetic and electric fields are considered to be independent
from each other, which is usually a valid assumption in
electrical power grids as the operating frequencies are rather
low. In this case, the electric field E is irrotational as shown by
(1) and can be expressed in terms of the electrostatic
potential @ as in (2).

rotE=—0/0tB=0 (1)

E=—gradg 2)

B. Conductor Representation

Overhead line wires can be approximated as cylindrical
conductors with infinite length as compared to their diameter.
In general, the electric field of such objects can be modeled by
infinitely long line charges, placed eccentrically inside the
conductor. However, taking into account the fact that distances
between conductors and to the earth’s surface are significantly
larger than their diameters, every wire can be described with
very good accuracy by a single line charge in its center. The
electric field of one such charge configuration in the coordinate
origin can be expressed in complex coordinates as follows,
where O’ is the line charge, ¢ the dielectric constant and z the
complex vector to the point of observation.

Q!

E=——
2nsz

A3)
The potential with the reference point set to infinity yields

p=-2ln|2|. @

If more than one conductor is present, the influences of all
charges superimpose, so that @ =@ +@+... and
E=E+ E>+ ... holds.

Bundled conductors are treated as one wire located at the
bundle’s center. The radius of this equivalent wire is calculated
as follows, where n is the number, 7. the radius and a;. the
distance of individual conductors in the bundle.

n
rﬁq =t r;virﬁHal,u (5)
u=1

C. Method of image charges

In order to calculate the field strength around an overhead
line, the location of every conductor in a certain cross section is
described by a position vector in the complex plain as shown in
Fig. 1 on the next page. The point of origin is chosen to be in
the line center on ground level.

To account for the earth’s surface as a plain with zero
potential, all conductors are mirrored along the real axis and
the images are assigned with a charge of the same magnitude
but of opposite polarity.

Using (3) and (4) along with the superposition principle, the
electrostatic potential and the electric field at any point P in the
cross section is given as follows.
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D. Matrix Equations to calculate local electric field

In equation (6), the Point P may as well be located on the
surface of one of the conductors. If # such equations are written

down for the potentials of all » conductors, this gives a system
of linear equations.

9=0Q' ®)

The matrix a is called the matrix of potential coefficients.
Its elements are:

1 Z, -z
o, =—In (9a)
2re r
a, = Lln 2750 for VEU (9b)
2re |z, -z,

In order to find the electric field using (7), the charges on
the individual conductors are needed. Those can be calculated
from the conductor potentials given by their line-to-earth

voltages by rearranging (8). The inverse of a is called matrix of
capacity coefficients.

Q=a'9=7¢ (10)

E. Wire sag

Along the power line, conductor positions in every cross
section vary due to wire sag. Assuming a slack wire that cannot
transmit shear stress, its curve can be described by a catenary,
as is done in a Cartesian coordinate system in (11).

y—yo=§cosh(§(x—xo)). an

Herein o is the tensile stress in the wire and 9 its weight
force per cross sectional area and length. If the maximum sag
fmax 1s known rather than these parameters, either the

approximation given by (12) can be used, or (11) has to be
iterated numerically [8].

2
a

O
g_ 8fmax (12)

IV. DISCUSSION OF RESULTS

Using the described method, the electric field on ground
level was analyzed for the three different hybrid tower
configurations shown in Fig 2.
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Figure 2. Analyzed tower types A (left), B (middle) and C (right).
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Configuration A is a 400 kV double circuit line in delta
arrangement. The circuit on one side is replaced by a £400 kV
bipolar DC system with plus and minus poles and a neutral
conductor. In configuration B one of four 400 kV circuits of a
tower in semi-vertical arrangement is replaced. Configuration
C is similar to configuration A with two additional 110 kV
circuits in horizontal arrangement below. For all
configurations, a span length of 300 m and a sag of § m are
assumed.

A. Electric field under a 400 kV double circuit hybrid line

The electric field has been calculated for short time steps
along one AC cycle. Fig.3 shows a contour plot of the
maximum occurring field strength on ground level for
configuration A.

The DC system clearly dominates with a maximum field of
6.9 kV/m as compared to a maximum of 4.8 kV/m on the AC
side. Interestingly, those maximum values are found slightly
offset to the actual conductor positions which are indicated by
straight lines from top to bottom of the graph. The influence of
the line sag can be seen clearly. The highest values in the
middle of the span are almost the double of those at the towers,
with a maximum of only 3.5 kV/m. These results are very
similar to results found in the literature for similar tower
configurations, like in [3].

B. Comparison between three different tower types

Fig. 4 shows line plots of the maximum fields along three
different cross sections at 0 %, 25 % and 50 % of the span
length for configuration A, B and C.

It can be seen that the highest electric field occurs for type
A, where the DC conductors are closest to the earth with no
other conductors in between. In case of configuration B, no
distinct predominance of the DC field can be observed, because
the DC poles are suspended much higher up and a 400 kV AC
system lies between them and the ground, leading to a
shielding effect. With regard to configuration C, the DC circuit
causes an asymmetrical field pattern, but the overall maximum
value of 2.1 kV/m lies markedly below that of configurations A
and B. This can be explained firstly by the much lower phase
voltage of the horizontally arranged systems closest to the
ground. Secondly, these 110 kV circuits exert a strong
shielding effect, as removing them results in a maximum field
of 3.6 kV/m. The dotted line in the last graph shows the field at
50 % span length without the 110 kV systems.

C. Influence of phase positioning

With a fixed tower type, the exact arrangement of plus,
minus and neutral poles remains to be determined and has a
strong influence on the electric field at ground level. When
analyzing absolute values of the maximum electric field over
the entire AC cycle, the positions of plus and minus are
interchangeable without affecting the result. Thus, three
situations depending on the neutral wire's positioning need to
be distinguished. For configuration A, they are depicted
together with the maximum field at 50 % of the span length in
Fig. 5.

—— — — O%

max(E) [kV/m]

40 <20 0 20 40 -40 -20 0 20 40 -40 -20 0 20 40
width [m)]

Figure 4. Maximum electric field on ground level for three different tower
types A (left), B (middle) and C (right) at 0 %, 25 % and 50 % of the span
length. Dotted line: tower type C without the 110 kV systems.
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Figure 5. Influence of phase positions on the maximum electric field for
configuration A: neutral wire inside (left), on top (middle) and outside (right).

The lowest maximum value occurs when the neutral wire
lies closest to the tower center. In this case, the active poles are
farthest away from the 400 kV system, preventing strong
superposition of the corresponding fields.

When the neutral wire is on top the curves show a sharp
drop of the field strength exactly between the horizontally
arranged poles. This is due to the fact that the field of these two
opposite charges could only have a horizontal component at
this point, the earth’s surface as an equipotential surface
however allows only field lines perpendicular to it.

The highest field value occurs with the neutral wire on the
outside, as the described effect of horizontal charges does not
occur and the field of the inner DC pole overlaps strongly with
the AC field.

D. Field strength along one AC period

In this section, the change of the electric field along one AC
cycle is analyzed. This is done for configuration A with the
most favorable DC conductor placement according to
section E, which means that the neutral conductor lies closest
to the tower center. The positioning of all phases can be seen in
Fig. 5 on the top left.
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Figure 6. Vertical component of the electric field at 50 % span length for
configuration A along one AC cycle.

Fig. 6 shows the AC phase voltages along one AC cycle
together with the ground field curves in the middle of the span
length corresponding to six different points in time i) — vi).
Unlike all previous diagrams, Fig. 6 shows instantaneous
values of the field vector’s vertical component rather than
absolute maximum values. This means that field lines coming
from a positive conductor and arriving at the ground result in a
negative value, whereas lines starting from the ground result in
a positive value.

The points in time i) — vi) are chosen in such a way that one
AC phase is at potential zero, while the other two have
opposite potential. At these times, the ground-level electric
field shows maximum amplitudes.

One fact that can be noted is that on the DC side, the
negative pole closest to the ground produces a positive field
that shows almost no variation during the cycle, which
confirms it is a real DC field. On the AC side, a wave-like
movement of field amplitudes from the tower center outwards
can be observed. This movement is directed inwards, if the AC
phase sequence is reversed.

The individual field curves can be explained by considering
the instantaneous phase voltages and the position of
corresponding conductors as indicated by the colors green, blue
and red. Exemplarily at time i, phase a is positive and c is
negative. This leads to a transition from negative values
underneath phase a to positive values under phase c. At time i,

phase b is positive instead of a, but its influence on the field at
ground level is much weaker because it lies farther away and
diagonally offset from the ground. Other instants can be
explained in a similar manner.

V. CONCLUSION

The operation of hybrid lines with AC and DC systems on
the same tower is a promising possibility to increase
transmission capacities without the need for new corridors.
Their electrical characteristics are strongly affected by
inductive, (quasi-) ohmic and capacitive coupling mechanisms
due to the close vicinity of the systems.

With regard to the electric field on ground level below
hybrid lines, the calculations show that DC systems cause
significantly higher fields than AC systems with the same
nominal voltage. However, the situation depends strongly on
the tower configuration. The higher up the DC conductors are
suspended, the smaller their dominance of the ground-level
field. Systems in between the DC poles and the ground exert a
shielding effect. In one of the analyzed configurations, the
presence of an underlying AC system results in a reduction of
the maximum ground electric field of more than 40 %. The
arrangement of plus, minus and neutral phase of the DC system
also affects the field distribution. In a double line with delta
arrangement for instance, the neutral wire should be placed
close to the tower center to avoid strong superposition of the
AC and DC fields. Analysis of the hybrid field of a double
circuit line along an AC cycle shows that the field on the DC
side shows almost no variation in time and can therefore be
considered as a pure DC field. This is important with regard to
the compliance with emission regulations, as limit values are
generally higher for lower frequencies. Taking this into
account, none of the analyzed configurations exceeds current
limit values for the electric field on ground level.
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Abstract—With increasing integration of the intermittent and
volatile renewable energy resources into the existing ac grid
infrastructure, the grid stability is decreasing. Large battery
storage systems are proposed to act as short-time buffer to cope
with transient instabilities. A promising converter to interface
such low-voltage high-power battery banks is the T-type Neutral-
Point-Clamped Converter (TNPC). A generalized implementation
of a variant of the well-known space vector modulation featuring
lower losses is proposed in this work. The derived relations to
select a particular switching sequence are based on the binary
logic and symmetry of the possible states in such a three-level
converter. The algorithm proposed in this work dynamically
adjusts the switching sequences to accommodate capacitive as
well as inductive behavior.

Index Terms—Neutral-point-clamped (NPC) converters, T-type
NPC (TNPC), pulse-width modulation (PWM), space-vector modu-
lation (SVM), bus clamping

I. INTRODUCTION

Pulse-width modulation (PWM) is one of the most widely
researched and implemented technique over the past three
decades [1] to control the output parameters of a converter.
In this technique, which is adapted from the well-established
communication theory [2], the pulse-width or the on-time of
power switches is controlled at high speed to generate a low-
frequency output quantity [3]. The choice of the modulation
strategy is one of the most crucial steps in a converter design.
The modulation strategy can have a great impact on the
converter efficiency [4], [5].

Different PWM schemes can be evaluated based on the
resulting harmonic content, dc bus utilization, losses and
the switch utilization. Since the inception of carrier-based
PWM, a huge volume of literature has been written about
the improvements and variants to address these aspects. This
includes but is not limited to interleaving the carriers for
better harmonic performance and paralleling inverters [6], [7]
and using random carrier signals [8] instead of deterministic
ones as in conventional PWM. In order to implement the
PWM in digital hardware, the space vector modulation (SVM)
was developed by [9] which was later extended to the three-
level neutral-point-clamped (NPC) converter [10], [11]. The
SVM not only increases the dc bus utilization as compared

to classical carrier-based PWM but also enables to influence
other aspects of a three-level converter such as common-mode
voltage and neutral-point current [12]. SVM also provides a
possibility to reduce the effective switching frequency by not
switching certain devices for certain period of time to reduce
switching losses [13], [14].

In this paper, the ability of SVM to clamp certain devices
for a fraction of the fundamental cycle to reduce switching
losses is used. The clamping window is dynamically adjusted
in order to obtain the maximum benefit of reduced switching
losses around the current peak. Unlike conventional implemen-
tations through look-up tables or state machines, a generalized
algorithm has been developed through matrix manipulation
and basic binary logic operations to determine the optimal
switching sequence and state. The chosen converter topology
is that of the T-type NPC converter [15], [16].

After this introduction, a brief overview of the existing
modulation schemes is given for the sake of completion.
Thereafter, the developed algorithm is presented in detail
followed by the simulation results and conclusions.

II. PULSE-WIDTH MODULATION (PWM) TECHNIQUES

In this work, the three-level T-type neutral-point-clamped
(TNPC) converter is considered for connecting a large battery
bank to the grid. An LCL filter is used at the output of the
converter to comply with the grid codes, as shown in Figure 1.
A brief description of the modulation schemes for such a
converter is given in following sections.

o
Uac/ 2¢—L Cin

!i

A 4

Udc/2¢_l_c; Fji{ag J}{ﬂg Ji{ag .

Figure 1: T-type neutral-point clamped converter
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Figure 2: Sectors of SVM

A. Sine-triangle Pulse-Width Modulation (SPWM)

The PWM technique works by varying the duty cycle
(d) of the switches of the converter at a high frequency
compared to the fundamental frequency. The duty cycle and
the exact switching instants are determined by comparing a
low-frequency reference waveform wu,.; with a high-frequency
carrier waveform uc,,. The switching rule can be written as
follows:

Uear > Upet = S = 1 otherwise S=0 (1)

where S = 1 means that the corresponding device is
gated on and vice versa. The reference waveform in inverter
applications is often sinusoidal. The carrier waveform could
be sawtooth or triangular. As the harmonic performance of
the latter is better [1], it is commonly used in the industry and
hence, the name Sine-triangle PWM (SPWM).

For a given dc-link voltage Uy, and a reference voltage wqf
the amplitude of the fundamental component of the output
voltage 'U, of any phase leg with respect to the mid-point of
the dc-link is given as [1]:

179 ﬂref Udc Udc
O, = et Zde _ . 2
e 22 @
with m = @rwet/a,.,, being the modulation index. The U,

varies linearly with modulation index up to m = 1. Beyond
this region, the inverter is said to be over-modulated. Over-
modulation is generally avoided for simpler control and better
harmonic performance.

B. Third-Harmonic-Injected Sine-triangle PWM (THI-SPWM)

When a third-harmonic component is added to the sinu-
soidal reference in PWM, it is possible to go beyond the modu-
lation index of 1, without operating in the over-modulation
region. As the third-harmonic components are identical for
the three phases, they do not appear in the line-line voltages.

A ‘
[-axis
Vo(11-1)
Region 3 Sector 1
5-(00-1) \V&(10-1)
Vay (LLO)
7 S Region 4
“Region 1%/ .
<o “ WA-(0-1-1) o-axis
Voi (111) Vi (100) Va(l-1-1)
Vo(000)

Vo-(-1-1-1)
Figure 3: Sector 1 of SVM

The magnitude of the third-harmonic component injected is
generally a fourth or a sixth of the fundamental reference
wave, thus, achieving a modulation index of 1.12 and 1.15
respectively [1].

C. Space Vector Modulation (SVM)

In the SPWM and THI-SPWM techniques, the position
of the pulses is determined by the algorithm and there is
no degree of freedom to position the pulses and zero states
in order to achieve better harmonic performance. Also, it is
difficult to implement these techniques in digital hardware. To
overcome these issues, space vector modulation (SVM) was
introduced [9].

SVM is based on the fact that three-phase quantities can
be transformed into a stationary two-dimensional «(-system
and represented as space vectors [9]. Each space vector corre-
sponds to at least one inverter state. Each leg of a three-phase
three-level inverter has three states, i.e. positive (1), zero (0)
and negative (-1). A three-level three-phase inverter therefore,
has a total of 3% = 27 states [17]. The space vector diagram
for a three-phase three-level inverter is given in Figure 2.
The vectors that form the vertices of the inner hexagon, i.e.
Vi4...Viy are short vectors each having two redundant states.
The presence of this redundancy provides the flexibility of
positioning various states to optimize certain aspect of the
converter [12]. The outer hexagon can be divided into six
identical sectors as shown in Figure2. Each of the sectors
can be further divided into four identical regions (triangles) as
shown in the Figure 3. A reference vector V;.¢ can be generated
by time-averaging two or more of these space vectors in one
switching period.

D. Switching-Loss Minimized Space Vector Modulation (SLM-
SVM)

As the switching frequency increases, the switching losses
increase proportionally and the system efficiency decreases.
Reference [18] proposed a variant of SVM that can reduce
the switching losses by at least 33%. This technique makes
use of the degree of freedom in choosing the zero and
redundant states in SVM strategy. Accordingly, each phase
is not switched for a certain interval of time in the switching
period and is therefore, left connected to either the positive
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TABLE I: Possible clamping intervals for different phases

Clamping interval +ve clamped | -ve clamped
0° <6 <60° Phase a Phase ¢
60° < 6 < 120° Phase b Phase ¢
120° < 0 < 180° | Phase b Phase a
180° < @ < 240° | Phase ¢ Phase a
240° < 6 < 300° | Phase ¢ Phase b
300° < 6 < 360° | Phase a Phase b

or the negative rail. This reduces the effective number of
commutations and hence, the switching loss.

The principle of SLM-SVM can be elaborated using Fig-
ure 2. Considering «-axis as the reference for all angle mea-
surements, in the interval 300° < 6 < 60°, the vertices on
the outer hexagon are (1-11), (1-10), (1-1-1), (10-1), (11-1)
which indicate that the phase a remains positive throughout
this interval. Similarly, the vertices on the inner hexagon,
(101)/(0-10), (100)/(0-1-1), (110)/(00-1) and the zero vectors
(111)/(000)/(-1-1-1) each contain one state where phase a is
positive. So, phase a can be connected to the positive bus
in this interval. Similar observations can be made for other
phases in other sectors as well. As the output waveforms of the
different phases have a flat top during the respective intervals,
this modulation technique is also called flat-top SVM [19].
These possible clamping intervals are summarized in TableI.
It is to be noted that the maximum interval for which the
phases can be clamped to either +ve or -ve dc-bus voltage is
120° and hence, the name 120° flat-top SVM. Since only one
of the redundant states is used for 120°, the corresponding
capacitor of the dc bus tends to discharge resulting in large
fluctuations in the mid-point voltage necessitating the use of
bigger dc-link capacitors. Moreover, the losses in the top and
the bottom switches of the phase leg are not symmetrically
distributed.

In order to manage the problems of 120° flat-top SVM,
the clamping intervals can be split into two 60° subintervals.
By clamping alternately to the positive and the negative rails
for 60° subintervals, the dc-link mid-point voltage fluctuations
can be reduced and the loss distribution can be made more
uniform. This strategy is also called 60° flat-top SVM.

In order to obtain the maximum benefit of clamping, the
60° subintervals should be centered around the current peaks
in the positive and negative half cycles [18]. This strategy is
termed as the Switching-Loss-Minimized SVM (SLM-SVM)
in this work. The benefits of SLM-SVM can be fully exploited
for the phase a current angle ¢ in the range of —30° < ¢ <
30° which corresponds to the power factor (PF) in range of
0.86 leading < PF < 0.86 lagging.

III. IMPLEMENTATION OF SWITCHING-LOSS-MINIMIZED
SPACE VECTOR MODULATION (SLM-SVM)

SLM-SVM can be implemented using a look-up table or
using a space phasor machine [20]. In either of the approaches,
the switching sequences for each of the four regions (Figure 3)

Medium

+\7(¥ < Long

—veO
+Ve@

Figure 4: Matrices for SLM-SVM

in the six sectors are stored in memory. Depending on the
sector and the region in which V. is located, the corre-
sponding sequences are retrieved from memory. In the first
approach, the switching times for each vector for different
locations of Vi are also stored in memory in the form of
look-up tables. This requires minimum computation effort and
is easily implemented on a general purpose DSP. In the latter
approach, the switching times are computed online for each
of the sampled values of Vier. This approach is computation
intensive and needs a sophisticated processor [20].

The sequence of states depends upon the position of the 60°
clamping window. For fixed clamping-window positions like
in [14], it is required to store one sequence. But, complications
arise while implementing the SLM-SVM in which the clamp-
ing window changes dynamically depending on the power
factor angle as it would require several conditional statements
to choose from different switching sequences. In order to
overcome this tedious decision-making process, a general
algorithm for implementation of SLM-SVM is proposed in this
work. The implementation is independent of the position of the
clamping window. With a little modification to ensure equal
times for positive and negative clamping in one fundamental
period, the width of the clamping window can also be adjusted
to implement, for example, 30° or 15° clamping strategies and
would be presented in a future publication. This implemen-
tation is particularly useful for experimental purposes when
the various modulation schemes have to be compared and
evaluated against each.

A. State Matrix Representation

This implementation of SLM-SVM arranges all of the
space vectors in the form of three three-dimensional matrices,

LY —
“‘ TABLE II: Contents of My
Element | Contents
Ve
i ‘ Mz[0] Vo4 | (111)
- Mgz[1] | Vo- | (-1-1-1)
Mz[2 Vi 000
Figure 5: The My matrix for SLM- zI2] 0 (000)

SVM
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TABLE 1II: Contents of Mg

Element Contents
R — Ms[01[0] | Viy | (100)
Mg[11[0] | Var | (110)
Ms[21[0] | Vas | (010)
Ms[3100] | Vs | O11)
Mg[41[0] | Vs | (001)
Ms[51[0] | Vey | (101)
Mg[0][1] | Vi— | (0-1-1)
Ms[1][1] | Va— | (00-1)
Mg[2][1] | Vs | (-10-1)
Figure 6: The Mg matrix for SLM- Mg[31[1] | Va_ | (-100)
SVM
Ms[4][1] | Vs_ | (-1-10)
Ms[5][1] | Ve— | (0-10)

namely My, Mg and M, as shown in Figure4. My contains
the three zero states as shown in Figure5. It has one row,
three columns and three layers. The three columns contain the
switching states for each of the phase legs respectively. The
first layer corresponding to the index O (according to indexing
terminology of C language) contains the positive clamping
state (111). The next layer, with the index of 1 corresponds to
the negative clamping state given by (-1-1-1). The last layer
with an index of 2 has the zero clamping state (000). This is
summarized in the table II.

The matrix Mg contains the states pertaining to the vertices
of the inner hexagon in Figure 2. The sectors are represented
in the rows of Mg and the redundant states are contained in
the layers as shown in Figure 6. The sign + or — indicates
whether a phase can be clamped to positive or negative dc bus
voltage. This is summarized in the table III.

The matrix My, contains the states pertaining to the vectors
of the outer hexagon in Figure2. The outer hexagon has
12 vectors without any redundancy. As with Mg, the sector
information is represented in the rows. The first layer contains
the long vectors and second layer contains the medium vectors
as shown in Figure 7.

B. Derivation of the Formulae

In order to derive the formula for the state selection, the
case where Vi is located in region 1 of sector 1 as shown in
Figure 3 is considered. The chosen states would be V., Vo
and Vj,. The switching sequences for positive and negative
clamping in region 1 of all sectors is shown in table V.

Looking at the positive-clamping sequences, the following
observations can be made:

o The sequence always begins with Vj .
o The second vectors in the sequences have even subscripts.

TABLE 1V: Contents of M,

Element Contents
MION[0] | Vo | (1-1-1)
R MyI0] | Vo | (11-1)
Me[21[0] | Viy | (-11-1)
Mi[31[0] | Viz | (-111)
ML[4][0] | Va5 | (-1-11)
MyISI0] | Vir | (1-11)
MO | Vs | (10-1)
M [1[1] | Vio | (O1-1)
Mi[21[1] | Viz | (-110)
lgi\L;gKZeTTheMLmatrixforSLM— My[3I[1] | Via | (-101)
Mi[41[1] | Vig | (0-11)
Mi[5I[1] | Vs | (1-10)

o The third vectors in the sequences have odd subscripts.

« For every even-numbered sector, the second vector of the
sequence has the same subscript as the sector number
and the third vector of the sequence has its subscript
incremented by one. For sector 6, the subscript of third
vector in sequence is obtained by ‘wrapping-around’ to
1 since sector 7 does not exist.

o For every odd-numbered sector, the third vector of the
sequence has the same subscript as the sector number
and the second vector of the sequence has its subscript
incremented by one.

Similar symmetries can be observed in the negative-
clamping sequences as well. In order to describe the general-

TABLE V: Positive and negative clamping sequences in the region 1

Sector | Positive clamping sequence
1 Vor = Vor = Vig — Voyr — Vot
2 Vot = Voy = V3 = Vo — Voy
3 Vor = Vagr = Vap = Vip — Voor
4 Vo+r = Vagr = Vs — Vayp — Vog
5 Vor = Vot = Vs — Ver — Vog
6 Vor = Vot = Vig = Voyr — Vour

Sector | Negative clamping sequence
1 Voo > Vi = Voo Vi — Voo
2 Voo = Va_ = Vo = V3 — Vp_
3 Voo >V - V4 - V3 — Vo
4 Voo > Vs = Viuo — Vs — Vo
5 Voo = Vs = Ve = Vs — Vo
6 Voo = Vie = Voo = Vio = Voo
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Figure 8: Working principle of SLM-SVM

ized algorithm, the following variables are defined:

e sector is a variable which indicates the sector in which
Vier 1s located. The SVM diagram of Figure2 can be
divided into six sectors. So, 1 < sector < 6.

o clamping is a boolean variable that indicates the nature
of clamping and clamping € {0,1}. The value of 0
indicates clamping to the positive dc voltage and 1 to
the negative voltage.

o condition is a boolean variable given by:

condition = isodd(sector) @ clamping 3)

where ‘isodd’ is a conditional statement which returns a
value of 1 if sector is odd, and O if sector is even and
@ is the XOR binary logical operator for two bits.

The switching sequence for region 1 can now be represented
in terms of the contents of the three matrices using the
following formula:

Region-1:

Mz[clamping] +» Mg[sector — 1 + condition][clamping]
< Mglsector — 1+!lcondition][clamping] 4)

where ! indicates the unary negation operator (NOT), <
indicates that the sequence repeats in reverse order in one
switching cycle. The indices « and y in, for example, Mg[z][y]
indicate the number of row and layer respectively in the Mg
array where the switching state to be employed is located in
the form of a string. Similarly, the switching sequences for the
other three regions can be expressed as follows.
Region-2:
Mslsector — 1 + condition][clamping] <> Mg[sector — 1
+lcondition][clamping] +» My [sector — 1][1] 3
Region-3:
Mg[sector][clamping] <> My [sector — 1 + condition]
[lclamping] <> My [sector — 1+1condition][condition] (6)
Region-4:
Mg[sector — 1)[clamping] <> My, [sector — 1][condition]
+ My [sector — 1][lcondition) (7

These formulae are applicable to all sectors since each of
them can be split into such four triangular regions. Thus,
it is possible to represent all the vectors in the space-
vector diagram in the form of the three matrices. The only
additional calculation involved in SLM-SVM as compared to
the traditional implementation of SVM is the determination
of the value of the variable condition which is only a binary
operation and is determined in one instruction cycle of the
controller. The switching states are still read from the memory
as in the case of the traditional implementation. However,
the switching sequences are generated through (4)-(7) and
the switching times are calculated on-line. The clamping is
automatically taken care of by merely changing the value of
the clamping variable. Thus, these formulae enable on-line
switching-sequence generation depending upon the current
power factor angle.

IV. SIMULATION RESULTS

In this work, a 1 MVA TNPC converter of Figure 1 was
simulated using Matlab and Plecs. The dc-bus voltage Uy,
is taken as 850V with the nominal output line-line voltage
of 400 V. The devices used for the loss calculations are the
FZ3600R12HP4 IGBTs from Infineon. An LCL filter with
damping resistor of 0.2€2 is used to comply with the grid
requirements on the output side. The other filter parameters
are Liyy = 68 uH, Cf = 597 uF and Lgyiq = 26 pH.

Figure 8a and 8b depict the working of the SLM-SVM
algorithm. In this figure, the waveforms for two different
power factor angles, namely, ¢ = 22° lagging and ¢ = 22°
leading are presented. Only the fundamental component of
the current is shown. The fundamental component of the
phase voltage is also shown for reference. It can be seen that
the algorithm works well and the 60°-clamping window is
centered around the current peak as long as the power factor
angle is in the range —30° < ¢ < 30°. Beyond this range, the
clamping window cannot center itself around the current peak
resulting in only a partial reduction in the switching losses as
compared to standard SVM.

Figures 9a and 9b depict a comparison of the total losses and
the efficiencies, respectively, for the four modulation schemes
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Figure 9: Comparison of total losses and the system efficiencies for different modulation schemes

at different switching frequencies. As the SLM-SVM strategy
effectively reduces the switching losses by at least 33 %,
the reduction in losses becomes more prominent at higher
frequencies. Moreover, the decrease in efficiency is also not
that steep with increasing switching frequency.

V. CONCLUSION

SPWM, THI-SPWM, SVM and SLM-SVM were discussed
and compared in this paper. It is found that the use of
SLM-SVM results in lower total converter losses and higher
efficiency. The switching frequency can be increased corres-
pondingly to decrease the size of passive filter elements. A
generalized algorithm is developed to implement SLM-SVM
without the need to store individual switching sequences. The
highlight of this algorithm is that the clamping window and
clamping position can be dynamically adjusted to incorporate
inductive as well as capacitive loads. The algorithm is de-
veloped for TNPC but is equally applicable to standard NPC
converters as well.
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Abstract—In the development of next-generation power mod-
ules for electric vehicles, demands for high efficiency, reliability,
low cost, high power density and therefore small size are of major
importance. A promising approach is the embedding of power
semiconductor devices into a printed circuit board (PCB), as
investigated by the HI-LEVEL project.

This paper deals with the research, design and experimen-
tal verification of a current sensor based on the principle
of a Rogowski coil, which is integrated into a PCB, so that
it can measure the device current of the embedded power
semiconductor devices. As switched-mode currents are to be
measured, the dynamics of the current sensor were of major
concern. Moreover, as large voltage gradients caused by the
semiconductor devices inject parasitic capacitive currents into
the coil, a differential measurement approach was selected for
cancelling out disturbances caused by capacitive coupling.

Index Terms—Rogowski coil, current sensor, differential Ro-
gowski coil, PCB, capacitive coupling, HI-LEVEL

I. INTRODUCTION

Power electronics are indispensable for the development of
next-generation hybrid and fully electric vehicles. Apart from
mandatory claims for high efficiency, high reliability and low
cost, also the demand for little installation space and therefore
higher power density becomes increasingly important [11].
As a promising approach, the HI-LEVEL project, which is
financed by the German Federal Ministry of Education and
Research, investigates the advantages of embedding power
semiconductor devices into PCBs [11, 16]:

o The total volume is reduced, offering the possibility to
mount the system directly at the electric machine and to
increase power density.

o Electric lengths are shortened, which reduces stray in-
ductance and overvoltages during turn-off. Therefore, the
system can be operated at higher voltage than usually,
which increases transferred power and power density.
Additionally, switching losses are minimized.

o Due to the reduction in complexity of the setup, the cost
of the manufacturing processes can be minimized.

o As packaging is prone to mechanical and thermal stress, it
is a common reason for a power electronic system’s fail-
ure. PCB integration increases reliability and monitoring
circuitry can be placed on the PCB instead.

Said implementation of monitoring circuitry was the idea

motivating this paper, which deals with the development of a

current sensor for measuring the device current of the power
semiconductors. The main requirement was to maintain the
advantages of the embedding technique. In order to keep
electric lengths short, the current sensor had to be integrated
into the PCB as well. Additionally, the low stray inductance
in the switching path forbade the use of an iron core.
Instead, the principle of a Rogowski coil was chosen. It is
known since 1887, when A. P. CHATTOCK developed a mea-
suring method for the magnetic voltage [1], which is defined
the line integral of the magnetic field strength H. If such a
voltage is measured along a closed contour C', the MAXWELL-
AMPERE equation in quasi-stationary approximation

f ﬁ . d? ~ Icncloscd (1)
C

states that it will be proportional to the enclosed current.
In 1912, W. ROGOWSKI and W. STEINHAUS [2] proposed
an apparatus quite similar to CHATTOCK’s coil and reported
current measurements using the new device. Since then, this
device has been called 'Rogowski coil’. A main advantage
is that the absence of ferromagnetic material eliminates non-
linearities and hysteresis effects [9, 10]. But because of the
low output voltage and the need for additional integrator
circuitry, see section III-C, first the development of modern
signal processing and integrated circuits promoted the use of
Rogowski coils [10]. Integration of Rogowski coils into PCBs
has widely been reported in literature.

The following sections will discuss the theory of Rogowski
coils, the design process of a prototype PCB and the experi-
mental results that could be achieved with the PCB Rogowski
coil after some improvement steps.

II. THEORY OF OPERATION

A. Coil model

In figure 1, a sketch of a Rogowski coil is shown. According
to (1), the current 4, (t) causes a magnetic field strength H (¢)
and, because of the absence of ferromagnetic material, a flux
density ﬁ(t) = uoﬁ(t) penetrating the turns. Because of the
MAXWELL-FARADAY equation

iﬁ-d*:-i//ﬁxﬁ-dﬁz—i{f, @)
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a voltage is induced between the ends of the coil that is
proportional to the time derivative of 71 (¢). By integrating the
coil voltage, finally the current 4, (¢) can be obtained.

ia(t)

Boi

N o)

Figure 1: Sketch of a Rogowski coil.

In figure 2, an electrical model of a Rogowski coil is
displayed [5, 7, 9, 13]. The mutual inductance M of the setup
determines the magnitude of the induced voltage, which is
modelled as a voltage source

diy ()

TR 3)

Additionally, the ohmic resistance Ry and the self-
inductance Lg of the winding are added to the model. Be-
tween the turns of the coil, there would be also parasitic
capacitances, which are considered as a lumped element Cj
for simplification. Apart from the mutual inductance M, also
the self-inductance L and the self-capacitance Cy are of
major importance in coil design, as their resonance frequency
limits the bandwidth of the coil and therefore the dynamics of
the whole measurement. Today, the bandwidth of commercial
Rogowski coils ranges up to tens of MHz (with integrator)
[15]. Finally, an external resistor is included in the model,
which should be used to damp said resonances.

From electromagnetic field calculation, the mutual induc-
tance M and the self-inductance Lg of the coil geometry that
is depicted in figure 1, assuming N rectangular turns and
rotational symmetry, can be calculated [3]:

Uind (t) =-M

Nh a
M = "y " log (1 + g) @)
L.=N-M (5)
L, R,
L 1 o

i\(?)

Md(li_lt(t)l@ C, ==

|-~
=

lucon(f) [

Figure 2: Equivalent circuit of a Rogowski coil, valid up to the first
resonance frequency.

B. Design considerations

The measurement accuracy of a Rogowski coil is limited
by dynamics on the one hand and a finite number of turns
N on the other hand. With increasing number of turns, the
self-inductance Lg rises faster than M according to (5) and
therefore the resonance frequency drops.

But a high number of turns is desirable as it increases
measurement accuracy [3]: The MAXWELL-AMPERE law (1)
states that dz(li—it) is proportional to the time derivative of
the line integral of the magnetic field strength. However,
the voltage induced in each (discrete) turn is added, which
would be represented by a sum, not a line integral. Hence, a
Rogowski coil performs a RIEMANN approximation of the said
line integral and therefore, only an approximation of dléit). In
ROGOWSKTI’s original publication [2], he discusses this issue
and consequently recommends a high number of turns.

With PCB integrated Rogowski coils, the tradeoff between
dynamics and accuracy can be relieved by utilizing the main
advantage of PCB integration — that the whole setup is fixed.
In theory, the design of a rotational symmetric coil, with the
current exactly centered in its mid, causes the magnetic field to
be constant at each angle. Then the RIEMANN approximation
would be satisfactory even for a low number of turns, which
would guarantee good dynamic performance.

III. SYSTEM DESIGN
A. 4-layer PCB layout

A prototype of the projected Rogowski coil was set up on
a standard 4-layer PCB. In order to achieve similar conditions
as in the HI-LEVEL PCB, a half bridge of two BSCO28NO6NS
MOSFETs by INFINEON TECHNOLOGIES, INC. was set up
on this PCB. They are located opposite to each other, one
on the top layer and one on the bottom layer, connected by
a via. This way, low stray inductance as in the HI-LEVEL
case is guaranteed. Around this via, on the inner layers of
the PCB, the Rogowski coil is located, measuring the device
current of the high-side MOSFET, which is 100 A maximum.
Hereby, the shape of the winding was chosen as depicted in
figure 1. The horizontal connections are made of copper traces,
the vertical connections are buried vias. On the top layer, in the
drain path of the high-side MOSFET, a small copper tunnel is
located, into which another Rogowski coil can be inserted as a
reference measurement. Here, the CWT Ultra Mini by POWER
ELECTRONIC MEASUREMENTS LTD. [15] with a bandwidth
of 20 MHz was used. The DC voltage was chosen to be 20 V.
The PCB topology is sketched in figure 3.

reference
measurement

DC+

high-side FET Rogowski coil

l

GND low-side FET

AC

via buried vias

Figure 3: Sketch of the prototype board.
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B. Rogowski coil design

From preliminary studies of the presented MOSFET half
bridge, the maximum current gradient during switching could
be quantified to approximately 1.8 A/ns. According to (3), the
choice of M ~ 4nH results in a maximum output voltage of
approximately 7.2V.

Because of the considerations in section II-B, a low number
of turns N was chosen, combined with rotational symmetry
to enhance measurement accuracy. According to (4), mutual
inductance had to be obtained rather by larger coil dimensions
than by number of turns. In order to come to an optimal
compromise, the concept of an efficiency factor as presented
in [10] was introduced, describing the amount of mutual
inductance per occupied PCB volume. The effect of only
the coil’s dimensions on the efficiency factor is visualized in
figure 4, which shows a plot of 7/~. The red dot indicates the
final design.

M Nlg(ty) o
= m(a+d)2h 272 (a+ d)?
T T T T T T

d=1mm [|
o 10 d=1.5mm ||
5 d=2mm ||
T d=3mm ||
= d=4mm []
£ 5 d=>5mm ||
Z |
= i

a in mm

Figure 4: Efficiency factor, describing the amount of mutual inductance per
PCB volume and per turn. The final design is indicated by the red dot.

Finally, inductive coupling from external currents should be
minimized. As this coil features a low number of turns, it is
prone to external fields, so the winding scheme was adopted.
In literature, it is discussed that the coil should not only be
wound in one direction, but a return wire has to be placed
the same way back, so that the coil does not span an area
that perpendicular magnetic fields could couple into [5, 12,
13]. This idea was also respected here, but the return wire
is a winding as well. This winding scheme is depicted in
figure 5 on the left. In PCB layout, each turn of the forth
winding is followed by a turn of the return winding, so that
they intertwine and minimize the spanned area. In figure 5 on
the right, the PCB layout is depicted. The arrows mark the
turns of the forth winding, the turns of the return winding are
in between.

Given all these considerations, the final design of the PCB
Rogowski coil has been made:

o Coil dimensions: d = 2mm, a = 2.5mm, h = 1.2 mm
e Number of turns: N = 20
o Resulting coil parameters: M = 3.89nH, Ly = 77.8nH

4 >

forth bacic. AN

Figure 5: Left: Winding scheme of the PCB Rogowski coil.
Right: PCB layout. Arrows mark the turns of the forth winding.

C. The integrator

As according to (3), the coil outputs a voltage proportional
to the time derivative of the current, additional integrator
circuitry is needed. Integration is done by the use of oper-
ational amplifiers. Solely passive integration is, because of
its additional attenuation, not realizable, as a Rogowski coil
outputs a voltage which is p, times lower than the voltage of
a conventional current transducer utilizing an iron core. The
works of C. R. HEWSON, W. F. RAY et al. [4, 6, 8] investigate
optimal integrator topologies for Rogowski coils. As they
could prove [4, 6] that the conventional inverting integrator has
significant disadvantages, the proposed noninverting integrator
was chosen in this case. It consists of a passive RC network,
performing integration for high frequencies, and an operational
amplifier, performing integration for low frequencies. This
way, the amplifier can maintain its full bandwidth, as its gain
has dropped to unity at the takeover frequency to passive
integration. As operational amplifier, the THS4631 by TEXAS
INSTRUMENTS, INC. was chosen. The integrator topology is
shown in figure 6.

RP
—
L€
R Il
o—1{ 3 J>_‘
——O
U, C = o
I g
O o]

Figure 6: The noninverting integrator topology with a RC' lowpass.

1V. EXPERIMENTAL VERIFICATION
A. Frequency domain analysis

In order to quantify the parasitic elements of the coil
model in figure 2, the PCB coil was connected to a 110 MHz
impedance analyser. Figure 7 shows the measurement of Rg
and Lg in a bandwidth of 100 kHz to 110 MHz:

For low frequencies, the coil’s resistance is measured to be
Ry = 0.876) and its self-inductance to be Ly = 113nH,
which is 45 % above the expected value. The increase of Ry
might be due to the skin effect. At the resonance frequency, the
coil would change its characteristics to capacitive behaviour,
i.e. negative values for the measured self-inductance. As no
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Figure 7: Measurements of the coil impedance.

zero point occurs, it can be supposed that the designed PCB
coil has a bandwidth of greater than 110 MHz.

Therefore, the considerations in chapter III-B were overcau-
tious. Instead, a much larger number of turns could have been
chosen to produce higher output voltage.

B. Time domain analysis

Afterwards, the PCB Rogowski coil and the integrator were
unified and measured in time domain with a non-sinusoidal
current waveform created by a double pulse test. It produces
a linearly increasing current, intercepted by a short turn-off
period. For all experiments, this waveform was left unchanged
for better comparability. The maximum current after the first
pulse is 25A. In figure 8, the current measurement of the
reference Rogowski coil and the measurement of the PCB
Rogowski coil with the proposed integrator are compared.

PCB coil
measurement
in mV

3 5
ga<401xxxyxxxryxwxwywxwx[7
o O

20 - i
23=%] .
Q%S (0). meo N I W S ... ——
g 0 10 20 30

tin us

Figure 8: Top: Raw measurement data (blue plot) and 20 MHz-filtered data
(red plot). Bottom: Reference measurement.

Apparently, the measurement with the PCB coil very
roughly reproduces the current waveform. However, the de-
sired signal is disturbed with a substantial amount of noise
and large voltage spikes followed by oscillations. Surprisingly,
these even occur at t &~ 1 us, where the current is still zero. It
is presumed that a large voltage gradient of the drain to source
voltage of the MOSFET injects a current icouple through
some parasitic coupling capacitances (), into the coil, where
it causes a voltage drop ucouple Over the coil’s impedance,
see figure 9 on the left. Obviously, this system cannot be
considered a satisfactory current sensor.

C. The differential Rogowski coil

S. HAIN and M.-M. BAKRAN [14] proposed a promising
approach to eliminate capacitive coupling. They wound two
coils instead of one on the bearing, using a twisted-pair wire,
so that the coils were shaped as similarly as possible. Now
receiving two signals, they connected one end of the first coil
and the opposite end of the second coil to ground, so that
the signals created by the current had different polarities, as
the two coils now seemed to be wound in opposite directions.
As capacitive coupling does not depend on winding direction,
the undesired signal components had same polarities. By
subtracting the two signals, they cancelled out. This principle
is called a ’differential Rogowski coil’. By grounding the mid-
point of the PCB coil at the transition from the forth to
the return winding, the differential approach was very easily
transferable to this setup.

In figure 9, a simplified model of the single-ended and the
differential coil is shown. The green paths mark the direction
of capacitive displacement current flow.
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Figure 9: Top: Simplified model of capacitive coupling onto a single-ended
Rogowski coil. Bottom: Simplified model of capacitive coupling onto a
differential Rogowski coil [14].

As a first test, the two differential branches were measured
separately. Figure 10 depicts a 10 A current turn-off. The
upper figure shows the drain current (reference measurement)
and the drain to source voltage of the MOSFET, the lower
figure shows the voltage of the two differential branches. It
can be observed that the voltage spike, which is induced by
the current transient, appears with different polarity on both
branches. However, the subsequent oscillations, which have
been disturbing the measurements so far, quickly run in phase
so that a subtracting element would reduce their amplitude.
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Figure 10: Measurement of the differential coil branches (lower figure)
during a 10 A current turn-off (upper figure). Data are 20 MHz-filtered.
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Figure 11: Schematic of the differential Rogowski coil with the THS4631
subtractor and the split integrator.

As a differential stage, another THS4631 was configured as
a voltage subtractor, as shown in figure 11. By the choice of
Ry and R, a differential gain of Kgg = 100 was introduced
additionally. Such a high gain would cause the amplifier to
overdrive when a voltage spike caused by a current turn-off
is induced in the coil. Therefore, the integrator topology was
split and the passive R;C; stage was moved in front of the
subtractor. This way, C; buffers the energy of the voltage spike
and the amplifier does not overdrive. The measurement results
are depicted in figure 12.

Obviously, noise and capacitive disturbances are re-
duced substantially due to differential measurement and pre-
amplification and the reference current waveform is repro-
duced quite well. However, if the two differential branches
are swapped, which theoretically would not make a difference
but a sign, two different output signals can be measured (blue
and red plot) due to some unknown asymmetries of the system.
Possible reasons could be:

e An asymmetry of the coil itself, as each differential
branch has only ¥/2 = 10 turns

o Coupling of the coil and the integrator through Ro, which
was shown to be unfortunate in some cases [4, 6]

o Incorrect matching of the resistors R; and R,

o The resistors provide false termination to the coil

Except for the coil itself, these possibilities can be elimi-
nated by the use of an instrumentation amplifier. In this case,
the AD8421 by ANALOG DEVICES, INC. with a differential
gain of Kgig = 19 was used, as shown in figure 13. The

PCB coil
measurement

Reference
measurement

0 10 20 30
t in ps
Figure 12: Measurement with the THS4631 subtractor, Kqig¢ = 100 and the

split integrator topology.
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Figure 13: Schematic of the differential Rogowski coil with the AD8421
instrumentation amplifier and the split integrator.
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Figure 14: Measurement with the AD8421 instrumentation amplifier,
Kgig = 19 and the split integrator topology.
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Figure 15: Zoom on current turn-off during a differential measurement with
the AD8421 instrumentation amplifier and Kqig = 19.

measured waveforms, which are plotted in figure 14, show
very little noise and capacitive disturbances, and the asymme-
try between the measurements for different coil polarities is
minimized. Additionally, a zoom on the first current turn-off is
plotted in figure 15, comparing the dynamics of the reference
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measurement and of the PCB coil. Obviously, the whole circuit
shows good dynamic performance.

However, the AD8421 yet constitutes the greatest loss in
bandwidth and dynamics in general, as its bandwidth is limited
to 20 MHz for Kgig < 10 and its slew rate is as low as
35 V/us.

V. CONCLUSION

In this paper, a current sensor based on the principle of a
Rogowski coil has been designed, which should be located
inside a PCB near a power semiconductor device. Such a
sensor was motivated by the HI-LEVEL project, which deals
with the integration of power semiconductor devices into a
PCB.

The theoretical part of the work especially focused on how
to achieve both measurement accuracy and high dynamics.
Based on this knowledge, a prototype board has been designed
on a 4-layer PCB. It includes a low-inductive MOSFET half
bridge and the PCB Rogowski coil, which has been optimized
regarding measurement accuracy, dynamics, occupied volume
and coupling from external magnetic fields.

Frequency characterization of the PCB coil revealed a
bandwidth of greater than 110 MHz, but time domain analysis
revealed poor SN R and capacitive disturbances from the high
voltage gradients that occur in the MOSFETs. Therefore, the
principle of the differential Rogowski coil was researched and
applied onto the coil. Single differential measurements showed
that the principle works fine with the PCB coil. The differential
stage, which first showed significantly asymmetric behaviour
regarding the two differential branches, was optimized us-
ing an instrumentation amplifier. Elimination of remaining
asymmetries would be the main objective to future research.
Additionally, all electronics should be optimized regarding
bandwidth.

For example, the number of turns should be increased, as
the resonance frequency can be reduced. This might have
the advantage that measurement accuracy is increased, the
coupling from external currents is reduced, the coil symmetry
is increased, the output signal is increased and that the effect
of different coil terminations can be examined. Maybe even
the two differential branches should be implemented without
a common mid-point, so that a different grounding would
require addition of the two signals instead of subtraction,
maximizing the symmetry of the differential stage. At last,
it could be examined if a rudimentary shielding of the coil
using copper planes and a series of buried vias in a 6-layer
PCB could help to divert capacitive displacement currents [7,
8], or if it only would degrade bandwidth.

All in all, one can say that detailed literature research and
theoretical work, combined with careful system design, have
led to a prototype of a PCB integrated Rogowski coil, which,
when operating in differential mode, performs measurements
of little noise, good dynamic quality and high immunity to
voltage gradients at only a few nH of mutual inductance and
only 64 mm? of occupied PCB area.
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Figure 16: Zoomed view on the designed PCB Rogowski coil.
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Modeling of magnetization reversal processes in
magnetic circuits of measuring transformers
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The article describes methods for modeling transient regimes
in current and voltage transformers. In most studies measuring
transformers are modeled in a stationary mode to determine
their metrological characteristics. However, for safe
uninterrupted operation of transformers and electrical networks
it is necessary to carry out their research in dynamic mode. In
particular, the study of the transformers stability to the
ferroresonant phenomena occurring during switching of high
voltage switches is of practical interest. An algorithm for
calculating transient processes in transformers allows to combine
field models developed in the software package COMSOL
Multiphysics and circuit models developed in the programming
environment MATLAB. Special focus is on the approximation of
the magnetization curve of transformers. The mathematical and
simulation models allow us to investigate transient and steady-
state regimes of transformers connected to the external electrical
circuits.

Keywords —  ferroresonance  phenomena, measuring
transformers, combine modeling, integration of COMSOL and
MATLAB, approximation of the magnetization curve.

[. INTRODUCTION

The widespread introduction of microprocessor relay
protection and automation devices impose new requirements to
the primary measuring current and voltage transformers. In
turn, the mathematical models carried out to study instrument
transformers must be able to simulate not only established, but
transient modes as well, accurately reproducing the secondary
signal in the form of instantaneous values.

At Ivanovo State Power University (department of Electric
power systems automatic control) digital current and voltage
transformers are under development. The study of the primary
converters, i.e. electromagnetic transformers with special
properties for the above mentioned transformers was necessary

[2].

In particular, the study of instrument transformers with
open cores is of interest. In [1] we compare the results of
metrological characteristics comparison based on of the field of
modeling of design variants of open core voltage transformers.
The advantage of the field mathematical modeling is the
obtaining of the complete picture of behavior of measuring
transformers under study — what parameters and values are
studied, for example. However, the interaction of the simulated
transformer with external circuits and diagrams is important for
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their study in dynamic modes. Also for studying the dynamic
properties, including anti-resonant properties of voltage
transformers electrical connection between the individual
stages in the cascade transformer must be considered. At the
same time the field models must be "connected" to the external
primary and secondary electrical circuits. Such studies are not
possible without creating a circuit model.

II. GROUNDING OF THE APPROACH OF THE COMBINE MODELS

A. Combine modelling

COMSOL Multiphysics and MATLAB software packages
are used for creation a combined field-circuit models. Field
model created in COMSOL Multiphysics can be "connected"
to the circuit by means of built-in SPICE or interact with
Simulink and SimPowerSystem applications of MATLAB
software package.

Field model is most conveniently constructed on the basis
of the equation describing the electromagnetic interaction
when written in relation to the magnetic vector potential:

G%+Vx(,uo’ly’1VxZ):5
o , (M

where ¢ - time, u, uo - relative and absolute permeability, o -
the density vector of external currents. The solution of
equation (1) is carried out with a given distribution of the
vector current density, which can be easily obtained if the
currents in the coils are given (the skin effect and proximity
effect due to the small cross section of winding wires are
usually neglected).

The complexity of the field and circuit models integration
is that current (current density) must be given initially for the
calculation of the magnetic field according to the equation (1)
while for the circuit calculating of non-linear inductance
elements the voltage needs to be given.

Calculation perform using the built-in module COMSOL
SPICE with selecting the appropriate settings solver can
achieve acceptable accuracy and stability, but often for
selected configurations requires a lot of time. Wider
opportunities for external electric circuit modeling gives
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Simulink + SimPowerSystem in comparison with the module
SPICE program COMSOL.

B. Example of the numerical solution for the integration of
COMSOL and MATLAB packets

In a first approximation the transformer is represented as
an inductance coil. Consider the algorithm by the example of
the inductance coil connected to a voltage source. From the
theory of electrical circuits it is known:

0 i 0L
a—wzla—‘l'la—:E—lR
t t t
, )

where L — inductance of the coil.
0L

=
Neglecting the term  &f pass from derivatives to
increments:

A_W=Wk_Wk—1 -F

i, ‘R
At At
, (3)
Ai i —i, .
k—lEsz—]. : Afk : =E_lk—1 ‘R
, 4)

where k£ — number of time step.

By expressing i in the formula (4), we obtain a formula
for the approximate current value at the x -th time step:

E-i R
(0 _ k-1
I =i 70 At
£ , (6))
Lo o o
where ~« — initial approximation of the coil inductance.

Flux linkage on the k-th time step is calculated by the
formula:

v, =1L, ']k. (6)

The residual flux current divided by the time step is
calculated by the formula:

A Vi — W ;
_WzM_(E_,k ‘R)

At At (7)
Ay =y, —y, ,—(E~i-R) At (8)
ﬂ — L‘S{D _£= LS.S) . i;S—O) —I-JSJ)

Al A At ©

From the formula (9), we can express the new approximation
of the current by the -th time step:

A
10 =0 - v

b (10)

The algorithm for the current calculation consists of the
following steps.

1. Set the initial value of the coil inductance.

2. Calculate the initial value of the current by the
formula (5).

Calculate the new value of the coil inductance.
Calculate the flux linkage by the formula (6).
Calculated residual flux current by the formula (8).
Calculate the new current value by the formula (10).

Calculate the residual strength of current.

® =N kW

If the residual strength of the current exceeds a
predetermined error, the calculation is repeated from
step 3, otherwise the calculations are terminated.

III. RESEARCH ALGORITHM AND CURVE FITTING OF
MAGNETIZATION.

For research of the algorithm the toroidal core of
rectangular cross section with a tight and evenly wound
single-layer winding with n turns was chosen. Core is made of
steel 3408 of 0.3 mm thickness.

Accuracy of the algorithm and the subsequent modeling is
significantly increased by using the experimentally obtained
normal magnetization curve (NMC) of the transformer. Example
of passport characteristics of electrical steel and NMC of three
transformers having a core of this type of steel differences is
shown in Fig .1. Further, curves were measured for the supply
current transformer with the presence and absence of the gap (Fig.
2) and zero-sequence current transformer.

This experimental dependence is necessary to smooth or
approximate by the function for later use in the calculation. In [3] it
is shown that the monotonicity of H = F(B) affects the convergence
of the solver COMSOL Multiphysics and the solving time.

2 |
e 1 1
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g Py L
15 { 1 : j%/ :
’ g |
/,// /‘/—‘;““31 ‘
125 : Lol TR
f-/i"??( /
= 1 P
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Hi :
0715 Ll
i s
i
05 /; ,,,,,,,,,,,,,,,,
. i
0.25 ;
g |

i i i i
Q patl 40 BI]H N1(](] 120 140 160 1380 200

Figure 1. Example characteristic scatter of current transformers TLM-10
(curves 2-4) and steel 3408 magnetic curve (curve 1)
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Figure 2. Magnetization curves for steel 3407 and experimental dependence
for current transformer: 1 — without gap; 2 for gap width of about 0,15 mm;
3 - for gap width of about 0,3 mm

In [3-6] the following approximation of the magnetization
curve are proposed.
1) Universal function

1 B
H=—-
.—1+C,(B/B
,u() ILIE + a ( / m) . +1
1+C, (B/B,,)+(B/B,) (11)
2) Hyperbolic sine
H(B)= A, -sin h(A4,-B) (12)
3) Precise hyperbolic sine
H(B)=A4-B+4,-sinh(4,-B) (13)
4) 0Odd polynomial
H(B) = Z(Ak _szfl)
i=1
B(H)= Z(Ak ,szq)
=1 (14)
5) Simplified polynomial
H(B)=Y (4, -B*")+4, B,
i=1
B(H)=Y (4, - H*")+ 4,-H"" m<<n
i=1 (15)
6) Frohlich formula
BUD=
T4, H (16)
7) Arctangent
B(H)= 4, -arctg(A,-H) (17)
8) Precise arctangent
B(H)= A4, -arcig(A,-H + A,) (18)

9) Adjusted arctangent
BH)=A -arctg(4,-H)+ 4,- (19)
10) Advanced arctangent

B(H)=A, arctg(A, - H+A)+A,-H (20)

11) Exponential dependence
H

B(H):eAlhiz-H _1

@n
12) Logarithmic dependence

B(H)=A,-\JIn(4, -H +1) @

13) Hyperbolic tangent

B(H)= A, -th(4,-H) 23)

14) Adjusted hyperbolic tangent

B(H)= A, -th(4,-H + A,) 24)

15) Advanced hyperbolic tangent
B(H)=A -th(A,-H+4)+A,-H (25)

Table 1 shows the results of the
magnetization curve approximation.

experimental

Of the considered approximation H (B) types precise
hyperbolic sine is the best approximation. It provides a small
approximation error and correctly extrapolates dependence H
(B). Approximation of hyperbolic sine is an odd function and
can be used to calculate the magnetic circuit of a constant and
a variable field.

Arctangent approximation is most accurate for the B (H)
dependence for the same reasons. Table 2 shows the results of
the study according to the convergence of the solver
COMSOL Multiphysics on the type of interpolation of the
experimental data.

TABLE L RESULTS OF THE EXPERIMENTAL MAGNETIZATION CURVE

APPROXIMATION

Type of approximating function | Root-mean-square deviation
Approximating of H(B) function

Universal function 17.569
Hyperbolic sine. 12.835
Precise hyperbolic sine 11.033

Odd polynomial 31 degree 6.988
Simplified polynomial 49 degree 10.308
Approximating of B(H) function

Frohlich formula. 0.01195
Arctangent 0.00833

Precise arctangent. 0.00301
Advanced arctangent 0.00833
Exponential dependence. 0.01162
Logarithmic dependence 0.02393
Hyperbolic tangent 0.00743
Precise hyperbolic tangent 0.00725
Advanced hyperbolic tangent 0.04197
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TABLE IL MODELING OF H=F(B) CURVE

Solving time, sec
Solver does not converged

Interpolation or approximation type
Experimental dependence, cubic spline,
partially-cubic interpolation, linear
interpolation, nearest-neighbor method

Smoothed experimental curve, a cubic 148.668
spline
Smoothed experimental dependence, 188.12
partially cubic interpolation
Smoothed experimental dependence, 390.656

linear interpolation
Smoothed experimental curve, nearest-
neighbor method
Precise hyperbolic sine

Solver does not converged

230.943

For the algorithm study the field model of the object was
"connected" to the calculation algorithm using the MATLAB
programming language. An error in the calculation of current
values for the developed algorithm and the algorithm of the
SPICE module was calculated relative to the current
calculated by the Simulink model with integration (Fig. 3).

2000 T T T T

1500
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0 0.001 0.002 0.003 0.004 0.005 0.006 0.007 0.008 0.009 0.01
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Figure 3. The current: calculation error of a - the DC voltage, b - the DC
voltage, the coil with a nonlinear dependence of the magnetic permeability of
the material, ¢ - the sinusoidal voltage, with the initial phase of 10°, with a
nonlinear magnetic permeability. 1 - calculation of the algorithm with
Connecting the Field model COMSOL Multiphysics, 2 - calculation in SPICE
module

This algorithm can be used for the calculation of
ferroresonance processes study occurring during the switching
of high-voltage circuit breakers are in the same circuit with a
voltage transformer (Fig. 4).

o

™

D

Figure 4. Synthetic scheme for research on Ferroresonance: E — voltage
source, B - breaker, VT - voltage transformer

The result of research of transformers NKF-220 and
transformer with open magnetic circuits by the proposed
algorithm is the regions of dangerous ferroresonance existence
(Fig. 5), which can estimate the range of capacities switches
and receptacles on the ground, in which there is damage to
these transformers. Z-axis in the graphs is the ratio of the
amplitude of the current flowing in the windings of
transformers at ferroresonance and the amplitude of the
nominal current. Plane parallel to XY, determines the
maximum current that can flow through the windings of the
transformer voltage of this design.

I/In

Figure 5. Areas of ferroresonance existence a - NKF-220; b - transformer
with open magnetic circuits
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IV. MATHEMATICAL MODELS OF CURRENT TRANSFORMERS.
APPLICATION OF DIFFERENT METHODS OF APPROXIMATION

In some cases the usage of combined models (numerical
calculation of the current to the field in the COMSOL model
and simulation in Simulink) is not justified. For cases such as
symmetric magnetic core without a gap the circuit models are
used developed with different software [7 — 12]. While solving
problems related to the improvement of existing or the
development of new relay protection devices, we need not
only the primary and secondary current and voltage
transducers modeling, but also models of the protection
devices, as well as complex systems "electric-power object -
relay protection device". For simulation of electric power
facilities (EPF) and integrated systems "EPF - relaying device"
most widely simulation software package Simulink is used
implemented in the environment of a universal system
simulation Matlab, which includes a special software package
(library) SimPowerSystem. The equations derived from the T-
equivalent circuit of the current transformer are used for
model basis:

dB
ez—Wz'S'E;
e =i, Ry:

di
e2=L-§+i2 R
LM
“oowy
=i+, tiy,

(26)

where W, — the number of turns of the secondary winding, L
and R — load inductance and resistance, / - length of the middle
line of the transformer, i,, i, — active and reactive components
of the magnetizing current of the transformer core.

The equation of dynamic magnetization proposed in [11]
was also used:

dB B
E:r(I—B—f)'[H(f)_Hcm(B)]
27)

where Hy(B)— static hysteresis loop, 7 — the eddy current loss
and magnetic viscosity.

Implementation of the model in Matlab is shown in Fig. 6.

Several models were developed for current transformers of

different purposes and types: zero-sequence current
transformer (type TZLM), phase current measuring
transformers (such as TLM - 10), the supply current
transformers.

The effect of depending H (B) representation was studied.
For each of the models the most accurate way to represent the
magnetization curve was chosen. Precision of the curve was
evaluated by comparison of the secondary variables (voltages
and currents) obtained on the model with the experimentally
obtained dependencies in a wide range of primary currents

Figure 6. Model of current transformer in Matlab software

(from a few to hundreds of Amperes), and at different values
(0,1 to 100 Ohm) of the secondary load. Example of
waveforms of the secondary current for a supply current
transformer with a different type of approximation NMC, with
a load R = 100 Ohms is shown in Fig. 7.

To test real transformers in transient modes device
RETOM-51 and waveform COMTRADE-damped oscillations
in the frequency range from 200 Hz to 500 Hz were used. To
obtain transient currents with a higher frequency (up to 5 kHz
and above) physical modeling oscillatory discharge capacity
was used.

Test of the real samples and models conducted mode small
secondary loads (0.1 to 1 ohm). The resulting waveform of the
secondary currents of the real sample were compared with the
calculated waveforms obtained for models based on the
equations of the dynamics of magnetization reversal of
magnetic (Fig. 8 and Fig. 9).

These transformer models provide acceptable accuracy
(error less than 10%) in a wide range of primary currents
(from a few to hundreds of amperes), frequency (from 50 to
10 000 - 20 000 Hz) at different values of the secondary load
(from fractions to tens of Ohms for transformer type TZLM
and TLM-10 and hundreds of Ohms for the supply
transformer) [12].

Such models can be successfully applied to solve problems
related to the improvement of existing or the development of
new safety devices and can be used in complex models
"electric-power object - relay protection device".

<
o
08

\

i i i i
0.02 0.025 0.03 0.035 004 0.045 0.05 0.055 0.08
time, sec

Figure 7. Oscillograms of secondary currents of supply transformer:

1 - experimental curve;2 - model based on magnetizing curve, approximated
by a polynomial n-th power; 3 - model based on magnetizing curve,
approximated by Frohlich;4 - model based on magnetizing curve,
approximated by hyperbolic sine.
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Figure 8. Oscillograms of secondary currents (upper waveform) for different
primary signals (lower waveform) for the core of accuracy class
0.5 TLM — 10 and a secondary load 1 Ohm
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Figure 9. Oscillograms of TZLM secondary currents
(experimental curve 1) and model (calculated curve 2)
at an oscillation frequency of the transient current /= 7 kHz
and a secondary load 0.1 Ohm
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Figure 10. Oscillograms of TZLM secondary currents
(experimental curve 1) and model (calculated curve 2)
at an oscillation frequency of the transient
current /= 7 kHz and a secondary load 1 Ohm

V. CONCLUSION

So, the interaction of the simulated transformer with
external circuits and diagrams is important for their study in
dynamic modes. For studying the dynamic properties,
including anti-resonant properties of voltage transformers
electrical connection between the individual stages in the
cascade transformer must be considered. The field models
must be "connected" to the external primary and secondary
electrical circuits. Such studies are not possible without
creating a combine model. Such a model was described in the

article. For cases such as symmetric magnetic core without a
gap the circuit models are used. Such models can be
successfully applied to solve problems related to the
improvement of existing or the development of new safety
devices and can be used in models "electric-power object -
relay protection device". These transformer models provide
acceptable accuracy in static and dynamic modes.
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Zusammenfassung—Diese Veroffentlichung behandelt eine
neuartige Konstantstromladertopologie fiir Hochspannungskon-
densatoren, welche sich besonders fiir den mobilen Einsatz bei
variablen Eingangsspannungen mit hohen Ausgangsleistungen
eignet. Als besondere Anforderung ergibt sich hierbei die hohe
geforderte Effizienz durch die begrenzt verfiigbare Energiemenge
der Batterieversorgung in Verbindung mit den bendtigten sehr
hohen Eingangsstromen. Weiterhin erfordert der mobile Einsatz
eine Topologie, die moglichst wenig Volumen einnimmt und
ein niedriges Gewicht bietet. Ein 2 kW Prototyp mit 50 kV
Ausgangsspannung wurde entwickelt und in Betrieb genommen,
der mit einer Eingangsspannung zwischen 20 und 50 V versorgt
wird, wodurch sich Eingangsstrome iiber 100 A ergeben. Zur
Reduktion der Verlustleistung wurde eine neues Snubberkonzept
entwickelt, das Uberspannungen an den Halbleiterschaltern eli-
miniert, indem eine schnellere Kommutierung erfolgt, wodurch
auch Schalter mit niedrigeren Sperrspannungen und daraus
folgend niedrigerem Durchgangswiderstand eingesetzt werden
konnen.

Index Terms—DC/DC-Wandler, Konstantstromlader, Regenera-
tiver Snubber, Stromgespeister Gegentaktwandler, Weitbereichsein-

gang

I. EINLEITUNG

Ziel der Untersuchungen ist die Erzeugung einer hohen
Gleichspannung bis 50 kV zum repetitivem Laden einer ka-
pazitiven Last auf hohem Spannungsniveau aus einer ver-
glichen dazu niedrigen Batteriespannung. Durch die Batte-
riespeisung und somit begrenzter Energiemenge, ergibt sich
die Anforderung nach einem hochstmoglichen Wirkungsgrad.
Das Laden von Kapazititen mit konstanter Spannung ist auf
einen Wirkungsgrad von maximal 50 % limitiert, weshalb
eine Konstantstromladung eingesetzt wird [1][2]. Durch die
Forderung das System mobil und variabel einsetzen zu konnen,
werden verschiedene Eingangsspannungen erwartet. Im hohen
Leistungsbereich und bei den, durch den Batteriebetrieb be-
dingten, niedrigen Eingangsspannungen ergeben sich hierbei
hohe Strome, die im Wert weit variieren konnen. Bei klassi-
schen spannungsgespeisten Schaltnetzteilen kommt es zu einer
hohen Strombelastung durch den nicht kontinuierlichen Strom.
Mit einem stromgespeisten Wandler ldsst sich ein kontinuierli-

Prof. Dr.-Ing. Giinter Schroder
Lehrstuhl fiir Elektrische Maschinen,
Antriebe und Steuerungen (EMAS)
Universitdt Siegen
Siegen, Germany

cher Eingangsstrom erreichen und durch die Anwendung des
gewihlten Hochsetzstellerprinzips ergibt sich ein erweiterter
Stellbereich als bei den spannungsgespeisten Wandlern [3].
Dieser Vorteil ist besonders fiir groe Abweichungen der
Eingangsspannung hilfreich.

Der Eingangsteil der Topologie besteht aus zwei parallel
geschalteten Stufen, die jeweils 1 kW Ausgangsleistung und
zusitzlich die Verlustleistung des nachfolgenden Schaltnetz-
teils tibertragen. Die Ausfithrung mit zwei parallel geschalteten
Stufen ergibt sich aus der hohen Strombelastung aufgrund
der hohen Leistung auf niedriger Spannungsebene. Zur Mi-
nimierung des Ripplestromes wird das Interleave-Verfahren
eingesetzt. Der Hochspannungsteil wird von den beiden Ein-
gangsstufen iiber einen 400 V Zwischenkreis gespeist. Somit
ist es auch moglich den Hochspannungsteil autark mittels einer
PFC-Stufe aus dem Netz zu speisen [3]. Abbildung 2 zeigt
einen Uberblick iiber den Gesamtaufbau.

Eingar ller 1

20-50 Ve 400 Ve 50 kVpe

Hochspannungsteil

Eingar ller 2

Abbildung 1. Struktur des Leistungsteils der Gesamttopologie

II. HOCHSPANNUNGSTEIL

Der Hochspannungsteil besteht aus einer Vollbriicke 77
bis Ty, einer Drossel Lp zur Strombegrenzung, einem Trans-
formator (L, und L;) und einer Greinacherkaskade [4]. Die
Gesamtschaltung des Hochspannungsteils ist in Bild 2 zu
sehen. Zur Ubersichtlichkeit sind nur die erste und die letzte
Stufe der fiinfstufigen Greinacherkaskade eingezeichnet. Die
Vollbriicke besteht aus vier Leistungs-MOSFETs, die mit einer
Schwenksteuerung betrieben werden. Sie formt die Eingangs-
spannung in eine Wechselspannung um. Die resultierende
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Briickenspannung speist iiber die Drossel einen Transforma-
tor, der bereits eine Spannungsanhebung bis in den Bereich
von ca. 5 kV vornimmt. Die weitere Spannungsanhebung
auf 50 kV wird iiber eine Greinacherkaskade realisiert, wel-
che zusitzlich die Spannung wieder gleichrichtet. Aufler der
Spannungsanhebung bietet die Greinacherkaskade, gegeniiber
einer normalen Gleichrichterschaltung, noch den Vorteil einer
niedrigeren benétigten Sperrspannungsfestigkeit der zu ver-
wendenden Dioden. Zusitzlich konnen die Isolationsabstinde
der Transformatorwicklungen kleiner gewihlt werden.

T, ::grj
Jf* Ly C; 1. Stufe

b Ly

iy /N, D, No, Yo,
F DY

Abbildung 2. Topologie des Hochspannungsteils

Die Ansteuerung der Vollbriicke erfolgt tiber eine Schwenk-
steuerung. Die Transistoren 7; und 7, schalten die Zwi-
schenkreisspannung Ugzx auf die Briicke, so dass sich ein
positiver Strom ip an der Induktivitit Lp aufbaut. Mit den
Transistoren 73 und 7, kann die Briickenspannung umgepolt
werden und ein negative Stroménderung wird initiiert. Das
Einschalten des jeweiligen Transistorpaares (z.B 7; und 73)
erfolgt gleichzeitig, wobei die Einschaltdauer der Highside-
transistoren durch das Stellglied variiert wird um die Ladung
der Greinacherkaskade zu regeln. Der dazugehorige Lowside-
Transistor bleibt, mit Ausnahme einer kurzen Totzeit zur Ver-
meidung eines Briickenkurzschlusses, eine halbe Periode lang
aktiv. Hierdurch kommt es aufgrund des noch vorhandenen
Drosselstromes ip beim Abschaltvorgang der Highside zu
einem Freilauf in der Lowside (im Beispiel der Transistor
T, und die Inversdiode von Transistor 7). Die Energie im
magnetischen Feld der Drossel Lp nach dem Abschalten der
Highside wird hierbei noch zu einem grofien Teil iiber den
Transformator iibertragen und triagt zur weiteren Ladung der
Greinacherkaskade bei. Bei einer symmetrischen Schalteran-
steuerung wiirde diese Energie durch die Inversdioden der
MOSFETs zuriick in die Eingangskapazitit gespeist werden.

Anstatt die Inversdioden der Transistoren im Freilauf der
Lowside zu nutzen kann auch eine gezielte Ansteuerung er-
folgen, dabei fungieren die MOSFETsS als Synchrongleichrich-
ter. Der Einschaltvorgang wiirde dabei spannungslos (ZVS)
erfolgen [S]. Durch einen Begrenzung der Einschaltdauer
der Highside kann der Drosselstrom ip im Freilauf soweit
abgebaut werden, dass der Ausschaltvorgang der Lowside bei
einem niedrigen Strom statt findet. Daraus folgen sehr niedrige
Schaltverluste der Lowside-Transistoren.

III. EINGANGSSTELLER

Der zweifach stromgespeiste Gegentaktwandler, in den eng-
lischsprachigen Veroffentlichungen ,,Current-fed double in-

ductor push-pull converter* genannt, ist eine Erweiterung des
einfach stromgespeisten Gegentaktwandlers [6][7][8][9]. Er
besteht aus einem Transformator, zwei aktiven Halbleitern,
zwei Speicherdrosseln, Glidttungskondensatoren und einer se-
kundirseitigen Gleichrichterschaltung. Das Bild 3 zeigt die
Topologie mit einer Briickenschaltung am Ausgang, wobei mit
einer Anzapfung der Sekundirwicklung des Transformators
auch eine Mittelpunktschaltung moglich wire.
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Abbildung 3. Topologie eines Eingangsstellers

Voraussetzung fiir den Betrieb der Schaltung ist ein stets
vorhandener Strompfad fiir die Induktivititen Lp; und Lp,
da es ansonsten zu gefihrlichen Uberspannungen fiir die
Transistoren kommen kann. Erreicht wird der kontinuierli-
che Strompfad durch Uberlappung der Einschaltzeiten der
Transistoren 7; und 7,. Anhand der stetigen Bestromung
der Induktivitaten lidsst sich relativ leicht erkennen, dass es
zu einem kontinuierlichem Eingangsstrom kommt, welcher
charakteristisch fiir stromgespeiste Schaltungen ist. Durch das
Ausschalten eines der Transistoren wird ein Kommutieren des
Drosselstromes des dazugehorigen Pfades auf den Transforma-
tor erzielt, wodurch ein Diodenpaar auf der Sekundérseite leit-
fihig wird und ein Energiefluss an den Ausgang der Schaltung
stattfindet. Die Schaltung ist dem Prinzip des Hochsetzstellers
im Interleave-Verfahren durch ihre Struktur sehr dhnlich. Die
Ubersetzung berechnet sich im stationiren Bereich mit Hilfe
des Windungszahlverhiltnisses w und des Tastgrades D.

UZK w

- 1
Uemax 1-D ( )

Ein Nachteil der Schaltung ist vor allem der begrenzte
Tastgrad, der oberhalb von 0,5 liegen muss um den Strompfad
aufrecht zu erhalten. Ohne Uberdimensionierung der Drosseln
gegeniiber dem stationdren Betrieb ist die Schaltung nicht
direktstartfahig. Weiterhin wiirde es zu einem sehr hohen
Anstieg der Ausgangsspannung im transienten Einschwingvor-
gang kommen. Ein moglicher Losungsansatz ist eine parallele
Startschaltung, welche die Zwischenkreiskapazitit Czx vor
dem Start des Wandlers auflddt. Der Startvorgang im Prototyp
wird durch einen kleinen Sperrwandler realisiert.

Beim Kommutierungsvorgang kommt es zu hohen Schal-
terspannungen. Es ist ein geeignetes Entlastungsnetzwerk not-
wendig, welches moglichst regenerativ arbeiten sollte um die
Verlustleistung der Schaltung gering zu halten.

Ein groBer Vorteil ist der hohe Ubersetzungsbereich, wel-
cher den Wandler besonders fiir einen weiten Eingangsspan-
nungsbereich interessant macht. Mit Standardschaltungen wie

V =
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z.B. dem Hochsetzsteller wire der gewiinschte weite Uber-
setzungsbereich nicht zufriedenstellend realisierbar [10]. Glei-
chung (2) zeigt den benétigten Verstdarkungsbereich den die
Topologie aufweisen muss. Der kontinuierliche Eingangsstrom
ist zudem schonend fiir die Spannungsversorgung und die
Eingangskapazitit wird entlastet. Primér- und Sekundirseite
des Transformators sind galvanisch voneinander getrennt.
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A. Regenerativer Snubber

Die Streuinduktivititen des Transformators beeinflussen die
Kommutierungsvorgénge innerhalb der Schaltung sehr stark,
da beim Abbau ihres magnetischen Feldes innerhalb von
kurzen Zeiten gemill dem Induktionsgesetz hohe Spannun-
gen auftreten miissen. Ein wichtiger Schritt zur Vermeidung
dieser Spannungen ist ein moglichst niederinduktives Lay-
out von kritischen Pfaden, wobei parasitire Induktivititen
nie vollstindig eliminiert werden konnen. Weiterhin ist der
Transformator moglichst streuarm zu realisieren, was sich
bei hohen Ubersetzungsverhiltnissen aufgrund der Isolierung
eher schwierig gestaltet. Zum Schutz der Halbleiterschalter
wird eine regenerative Snubberschaltung eingesetzt, welche
den Strom nach dem Ausschalten des Transistors iibernimmt
und die Energie aus der Streuinduktivitit in einer Kapazitit
speichert. Die Kapazitidt wird so gewihlt, dass sie mit einer
begrenzten Spannungsidnderung die vollstindige Streuenergie
aufnehmen kann und zuriick speist. Zusitzlich erfolgt mit
einem aktiven Transformatorkurzschluss eine Minimierung der
aufzunehmenden Streuenergie durch die gezielte Beschleuni-
gung des Kommutierungsvorgangs.
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Abbildung 4. Struktur des regenerativen Snubbers

Das Bild 4 zeigt den Snubber zusammen mit dem Ein-
gangskreis bestehend aus der Spannungsversorgung U, und
einem Stiitzkondensator C,. Der Transistor 7T, stellt einen
der Leistungstransistoren losgelost vom Rest der Schaltung
dar. Die Diode Dg; und der Kondensator Cg iibernehmen wie
bei passiven Snubbern die Stromiibernahme beim Ausschalten

von T;. Zusammen mit der Induktivitit Lg bildet die Ka-
pazitit Cs einen Schwingkreis, der tiber den Transistor T
ausgelost werden kann. Voraussetzung hierfiir ist, dass die
Eingangskapazitit C, wesentlich grofer ist als Cs und die
Eingangsspannung innerhalb des Umladevorgangs als konstant
angenommen werden kann. Aulerdem muss die Spannung an
der Snubberkapazitit grofer als die Eingangsspannung sein,
was bei den betrachteten stromgespeisten Schaltungen dank
des Hochsetzstellerprinzips aber gegeben ist. Der Einschalt-
vorgang von Ts kann kombiniert mit 7; ausgefiihrt werden,
wodurch genug Zeit zur vollstindigen Entladung von Cg
gegeben ist, da die Leistungstransistoren immer ldnger als die
halbe Periodendauer aktiv sind um den Strompfad der Drosseln
aufrecht zu erhalten. Die Diode Dg, iibernimmt die Aufgabe
eine Spannungsumkehr von Cs zu verhindern und somit bei
vollstindiger Entladung den Schwingkreis zu stoppen. Diese
Diode ist nur zur vollstindigen Ubersicht eingezeichnet und
kann bei Einsatz eines MOSFETSs entfallen, da die Invers-
diode von 7; und die Diode Dgs; ebenfalls eine merkliche
Spannungsumkehr verhindern. Die Diode Dg; verhindert einen
Stromfluss vom Eingang in den Snubber was nur unnétige
Verluste verursachen wiirde. Der betrachtete Snubber verur-
sacht keine wesentliche Beeinflussung der Hauptschaltung und
bietet eine einfach Ansteuerung die leicht aus dem Signal des
Leistungsschalters generiert werden kann.

B. Aktiver Transformatorkurzschluss

Das Konzept des aktiven Transformatorkurzschlusses ver-
steht sich nicht als Alternative zum erlduterten Snubber, son-
dern als eine Erweiterung um den Wirkungsgrad zu optimie-
ren. Die Streuung des Transformators ist nicht nur fiir hohe
Uberspannungen verantwortlich sondern bestimmt auch maB-
geblich die Kommutierung des Stromes der Speicherdrosseln
in den Transformator. Die Erlduterung erfolgt anhand des
Bildes 5, welches ein Ersatzschaltbild fiir den Kommutierungs-
vorgang zeigt. Der Kurzschlieer auf der Sekundirseite ist
bereits eingezeichnet und der Transformator wird nur durch
seinen Liangszweig mit der Streuinduktivitdt dargestellt. Die
Magnetisierung des Transformators wird vernachlidssigt und
die sekundirseitigen Bauelemente auf die Primérseite transfor-
miert. Die Dioden D; und D; stellen dabei den aktiven Zweig
einer ausgangsseitigen Vollbriicke bei der Stromkommutierung
einer der Eingangsschalter dar.
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Abbildung 5. Ersatzschaltbild des TransformatorkurzschlieBers
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Aufgabe der Grundschaltung ist es den Strom durch die
Drossel Lp; und den Transistor 7;, wihrend dieser eingeschal-
tet ist, iiber die Streuinduktivitit in den Ausgang der Schaltung
umzukommutieren. Wihrend des stationdren Betriebes und
kurz nach Beginn des transienten Einschwingvorgangs ist
bereits eine Zwischenkreisspannung Uzg aufgebaut, die eine
Riickwirkung auf die Primirseite der Schaltung zur Folge hat,
hier bezeichnet als Uzg’. Der Stromfluss kann erst kommutiert
werden wenn die Dioden D; und D, leitfdhig werden und
somit einen Stromfluss in die Ausgangskapazitit ermogli-
chen. Fiir den Stromanstieg in der Streuinduktivitit L, ist
eine positive Spannungszeitfliche an ihr notwendig, die erst
auftritt wenn die Spannung am Transistor 7; bereits hoher
ist als die Spannung Uz’. Es ist also mit einer erheblichen
Verzdgerung der Kommutierung zu rechnen, was zu Lasten der
Snubberkapazitit Cs geht. Diese muss grofl genug ausgelegt
sein um eine Uberspannung zu verhindern, solange bis der
Strom vollkommen abkommutiert ist.

Es wird eine entsprechend grof8 dimensionierte Kapazitit
erforderlich und es wird ein nicht unwesentlicher Teil der
Energie in den Snubber gebracht. Bei einem passiven Snubber
wire der Wirkungsgrad nicht mehr vertretbar da diese Energie
komplett verloren wire. Aber auch bei einem aktiven Snubber
kann die Energie so hoch werden, dass bei der Umladung
zu hohe Verluste entstehen. Selbst bei der Auswahl einer
hohen Kapazitit und mit Inkaufnahme hoher Verluste im
Snubber sind Uberspannungen nicht vollstindig vermieden,
da die Streuinduktivitit nicht eliminierbar ist und immer
die notwendige Spannungszeitfliche bereits gestellt werden
muss bevor die Umladung beginnt. Ein Losungsansatz fiir
dieses Problem ist der bereits angesprochene aktive Kurz-
schluss des Transformators. Mit Hilfe des Halbleiterschalters
Tk kann eine Aufprigung der Schalterspannung von 7; auf
die Streuinduktivitit L, jederzeit erzwungen werden. Wich-
tig ist hier vor allem das Timing, da fiir einen sinnvollen
Einsatz des KurzschlieBers die Ein- und Ausschaltzeit durch
die Bauteile des Leistungskreises, sowie Drosselstrom und
Transformatorspannung vorgegeben sind. Die Zeiten lassen
sich analytisch berechnen, sodass die Schalterspannung nach
der Kommutierung der Ausgangsspannung Uzx’ und der Strom
durch den Transformator dem vorherigen Drosselstrom durch
Lp; entspricht. Die Gesamteinschaltdauer des KurzschlieBers
berechnet sich wie folgt:

I -7 1
Al =tays — tEin = arcsin( L /) L 3)
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Uzr' ST @
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Der Zeitpunkt #g;, beschreibt die fortlaufende Zeit ab dem
Offnen des Leistungstransistors 7; und somit die Wartezeit bis
zum Kurzschliefen des Transformators.

C
tEin = Ts . UZK/ . COS(WO . At) (5)
L

Die Impedanz und die Kennkreisfrequenz des Schwingkrei-
ses lassen sich mit Hilfe von der Snubberkapazitit und der
Streukapazitit des Transformators bestimmen.

Ly
Cs (6)

1
wo = 4/ L. Cs )

Durch den Einsatz der KurzschlussschlieBertechnik werden
die Snubber und Leistungsschalter entlastet, wobei durch die
niedrigere benotigte Sperrspannung vorher nicht verwendbare
Typen mit niedrigeren Durchlassverlusten einsetzbar werden.
Zusitzliche Bauteile im Leistungskreis fallen nicht zwingend
an, da bei einer Diodenvollbriicke einfach die unteren beiden
Dioden durch MOSFETs ersetzt werden konnen. Die Invers-
dioden der MOSFETsS iibernehmen dann auferhalb der Kom-
mutierung die Gleichrichtung. Eine Synchrongleichrichtung
ist technisch realisierbar, aber momentan nicht vorgesehen.
Nachteilig ist der durch das sensible Timing bendtigte Re-
chenaufwand, der auch fiir moderne Signalprozessoren eine
Herausforderung darstellt. Zusétzlich ist eine ausreichende
galvanische Trennung des Schaltsignals notwendig wenn die
Berechnung auf der Primairseite erfolgt.
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Abbildung 6. Schalterspannung und Drosselstrom ohne und mit KurzschlieBer

Das Bild 6 zeigt den Verlauf vom Drosselstrom und der
Spannung iiber einem Leistungstransistor als Vergleich oh-
ne KurzschlieBer und mit aktivem Transformatorkurzschluss.
Durch den KurzschlieBer kann die Uberspannung am Transis-
tor halbiert werden, was den Einsatz niederohmigerer Transis-
toren ermoglicht. Im Stromverlauf sind EMV-Auswirkungen
durch den Kurzschliefer auf die Messleitung der verwendeten
Stromzange zu sehen, die aber im physikalischen Stromverlauf
nicht auftreten.

IV. VERSUCHSAUFBAU UND MESSUNGEN

Die Erprobung der beiden Stufen erfolgte zunéchst getrennt.
Fiir die weiteren Versuche wurde die Gesamtschaltung in ein
19"- Rack mit 3 Hoheneinheiten und einer Einbautiefe von
460 mm integriert. Der Aufbau ist in Bild 7 zu sehen.

Der Hochspannungsteil wurde bisher an einem Hochspan-
nungsfestwiderstand von 2,5 M2 und somit bei konstanter
Ausgangsleistung getestet. Hierbei wurde ein Wirkungsgrad
von ca. 80 % ermittelt.

S05.4



n n
1,000
& =
N P
o | T 0,300
& —-45v f"""""‘ ——a5v
o 35y 0800 /‘/ —¥-35Y
& =25V / —4—25V
o 0,700 —F
o l
oY
N y ; . 0,600 —
QQ 0 500 1000 1500 0 200 400 600 800 1000 1200 1400

PAuUS inW PAus in W

Abbildung 8. Wirkungsgrad eines Eingangsstellers

Bei die Bestimmung des Wirkungsgrades des Eingangsteiles
wurde nur einer der beiden Eingangssteller vermessen. Fiir
den Prototyp wurde das Wicklungsfenster der Eingangsinduk-
tivitdten nur zu einem Drittel gefiillt weshalb bei kleineren
Eingangsspannungen noch nicht die volle Leistung ausgemes-
sen wurde um eine Uberhitzung des Wicklungsmaterials und
seiner Isolation zu vermeiden. Die Messung wurde fiir drei
verschiedene Eingangsspannungen durchgefiihrt, wobei die
Zwischenkreisspannung bei allen Messungen fest auf 400 V
geregelt wurde. Die Ergebnisse der Messreihe sind in Bild 8
dargestellt, wobei noch ein deutlicher Anstieg des Wirkungs-
grades durch die Vergroerung der Kupferquerschnitte der In-
duktivititen erwartet wird. Sprunghafte Anderungen innerhalb
der Messkurven ergeben sich durch eine Bereichsumschaltung
der Messmittel.

Ein erster Test des gemeinsamen Betriebs ergab eine zu-
friedenstellende Gesamtfunktion beider Teilschaltungen. Zu-
sétzlich soll eine Vorsteuerung des Eingangsstellers aus dem
Leistungsbedarf des Ausgangsstellers abgeleitet werden um
die Regeldynamik zu optimieren.

V. ZUSAMMENFASSUNG UND AUSBLICK

In dieser Veroffentlichung konnte die Funktion einer neuen
Konstantstromladertopologie nachgewiesen werden. Weiter-

hin konnte eine Snubberschaltung mit Hilfe eines aktiven
Transformatorkurzschlusses getestet werden. Durch eine sehr
effektive Unterdriickung von Uberspannungen an den Leis-
tungstransistoren konnen MOSFETs mit reduzierter Span-
nungsfestigkeit eingesetzt werden. Im Fokus der weiteren
Untersuchungen stehen ein Redesign des Prototyps, besonders
im Hinblick auf eine weitere Erhohung des Wirkungsgrads
und eine Erweiterung des Funktionsumfangs. Der Betrieb an
einer kapazitiven Last mit repetierenden Pulsentladungen des
Kondensators muss noch erprobt werden. Hierbei wird auch
eine bereits realisierte Pulsentladungserkennung getestet, die
durch gezieltes Abschalten der Topologie wéhrend einer Entla-
dung fiir eine weitere Einsparung der bereits im Zwischenkreis
gespeicherten Energie sorgt.
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Implementation of a dynamic grid training simulator

Model-development, compilation and training design
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Abstract—In today's modern society, a secure and reliable supply
of electrical energy is indispensable. That task, which is becoming
more complex in the context of an increasing share of renewable
energies in a liberalized energy market, is achieved by grid
operation management in control centers. This paper presents a
training concept, which provides the basic qualifications for grid
operation management. Therefore, a grid model is implemented
and fitted to the training requirements, using the grid description
language GDL of the training simulator DUtrain PSH. The load
flow of the grid model in PSH is verified. Deviations compared to
offline simulation are observed in the contingency analysis. The
developed simulator training will be used as part of the
forthcoming lecture ‘“Netzplanung und Netzfithrung II”’. Here,
the students gather practical experience concerning grid
operation management by completing realistic training scenarios
in a control center replica.

Keywords-grid operation management; renewable energy;
simulator training

1. INTRODUCTION

The supply of the population with electricity is one of the
basics for everyday life in a modern society. Thereby, the end
consumers rely on a continuous power supply. This secure and
reliable supply of electricity is achieved by monitoring and
remote controlling of the grid at any time by grid operators in
control centers. Deviations from the normal grid operation or
failure of equipment often occur in which cases corrective
actions have to be taken. Due to this fact, grid operation
management is a challenging task that requires lots of practice
and experience.

The grid operation management is becoming increasingly
complex in consideration of the adopted energy concept
“Energiekonzept fiir eine umweltschonende, zuverlédssige und
bezahlbare Stromversorgung® by the German Federal
Government in September 2010 [1]. The objectives are a
massive reduction of greenhouse gas emissions and the
development of renewable energy sources to a share of 35 % of
the gross electricity consumption in 2020 and up to 80 % in
2050. Concurrently, the policy statement ,Der Weg zur
Energie der Zukunft”, in response to the nuclear reactor
disaster in Fukushima, regulates the abandonment of nuclear
energy by 2022 [2]. As a result, the proportion of power plants
that produce electricity as required reduces. Rather, the
proportion of volatile supply rises by renewable energies. The
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increasing complexity in the power grid enhances the demands
on the grid control management. Therefore, it is imperative that
the responsible personnel in a control center is subjected to a
thorough education and training. Here, the universities have the
responsibility to ensure a solid basic education of students and
an academic qualification of their employees.

In order to continue granting a secure and reliable supply of
electricity, taking into account the growing share of renewable
energy, the chair for Energy Systems and Energy Management
(ES+EM) of the University of Kaiserslautern researches in
cooperation with the DUtrain GmbH on dynamic models of
renewable generation units. On the part of DUtrain, a real-time
dynamic training simulator for grid operation management is
provided as a part of this collaboration. To accomplish a
contemporary education of students and to establish practical
relevance beyond theory, the training simulator will also be
used in academic teaching.

This paper presents a simulator training concept which will
be used in the forthcoming Ilecture ‘“Netzplanung und
Netzfithrung II” and is first offered in winter semester
2014/2015 for master students majoring in electrical
engineering. Focusing on the grid operation management in a
virtual control center, students can practice and understand the
complex tasks of grid operation during the simulator training.
The basis for the training simulator is a grid model introduced
by the chair for ES+EM. This model includes the typical
voltage levels and grid configurations in Germany as well as
conventional power plants and renewable generation units.

The paper is organized as follows. First, training simulators
as an appropriate training tool for grid operators are identified
in section II. After the classification of different types of
training simulators, the DUtrain real-time dynamic simulator is
embedded in this context. Section III presents the
implementation process of the grid model into the training
simulator. Afterwards, the grid model and the grid data
language with its properties is introduced. This knowledge
allows the description of the grid to an executable target grid
inside the simulator. Furthermore, the grid model is adapted to
the amended didactic requirements. Thereafter, the grid model
is verified in several steps in chapter IV. A training concept
and detailed training scenarios with their respective objectives
and tasks are developed in chapter V.
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II. TRAINING SIMULATORS

A. Necessity of training simulators

The grid operation management in a liberalized energy
market with a growing share of renewable energies will
become more challenging and increasingly requires decisions
and interventions in the grid operation. The supply-side
positioning of the renewable generation results in a modified
transmission task from the wind-rich Northern Germany to the
economically strong Southern Germany with high loads. At the
same time, due to the liberalization, there are large-scale
current transits through energy trading. This overall trend
means that grid operators need to intervene more frequently
and perform redispatch measures to maintain system stability.
These redispatch measures increased from 1,589 hours in 2010
to 7,966 hours in 2013 [3].

In particular, the grid operation management is under high
stress in fault situations, since an interruption of the electricity
supply has enormous social and economic impact. In addition
to the normal grid operation, especially the control of alert and
emergency grid conditions is of importance. In such critical
situations, measure to prevent further spreading of the fault and
the fault avoidance must be taken as soon as possible to
achieve a secure grid state. While failures of individual
equipment occur frequently enough allowing the staff to
receive routine in their daily work, strongly disturbed
conditions and the blackout instead are extremely rare. Hence,
these crucial grid states are a great experience deficit of the
staff. To compensate their lack of experience, the use of
training simulators is a possibility to prepare the employees.

The training of control center personnel is intended in the
TransmissionCode 2007, as well as in the Network Code in
Operational Security of ENTSO-E. Here, in section 3.3.14.5
respectively chapter six the training and certification is of
primary importance [4],[5].

B. Classification of training simulators

Training simulators are different from other simulation
systems due to the fact, that all processes are performed
parallel and in real time. In addition, it outputs the results to
interfaces for real operation and allows to operate the simulated
process via these same human-machine interfaces. The training
simulator for grid operation is a replication of a control room
with simulation programs running in the background.
Generally, they can be distinguished into attached, semi-
attached and stand-alone simulators [6].

Attached training simulators use part of the hardware and
software of the control room, while semi-attached simulators
use only the software components with separate hardware. For
this reason, the data coding of the grid can be greatly reduced.
Training simulators as part of control centers are state of the
art, but cannot represent dynamic phenomena. Of course, the
application of the simulator is restricted to this very control
center.

Stand-alone systems instead operate independently from
each control center. Any grid model can be described whereby
the number of users and its profitability can be increased. Thus,
it is possible to train the cooperation between transmission

system operators (TSOs), distribution system operators (DSOs)
and power plant operators (PPs) as it is particularly necessary
in crucial grid conditions and during grid restoration. Also
future grid expansions can be trained. However, for stand-alone
simulators all data of the power system components have to be
described in a database.

C. DUtrain Power System Handler

The DUtrain Power System Handler (PSH) is a stand-alone
training simulator for electric power systems. To alleviate the
data problem, an efficient data-collecting and -handling system
named Grid Data Language (GDL) has been developed with an
automated design of the operational surfaces. The simulator
enables the parallel and hierarchical connection of neighboring
grids and beyond the separated output of the simulation results
on several virtual control rooms. This allows to train the
cooperation between TSOs, DSOs and PPs. Basis of the PSH is
a dynamic long-performance with a full Newton-Raphson
iteration every 10s and a medium-term performance with a
resolution of 100ms is used for the frequency model. The PSH
also features a load model, limit check, synchronizing
equipment, network-protection, power-plant-protection and
contingency analysis. Please see Fig. 1 for the four trainee
places of the PSH at the chair of ES+EM. For surveillance of
the students and to intervene in the simulator training by
switching sequences, there is a trainer working place installed
in the back of the trainees.

Figure 1. Setup of PSH at the chair for ES+EM

III. IMPLEMENTATION OF THE GRID MODEL

A. Selection and presentation of the grid model

Basis for the simulator training is the grid model developed
by the chair for ES+EM. It was chosen for the simulator
training because it contains the typical voltage levels and grid
topologies of Germany. The grid size is as small as possible for
a fast understanding of the grid topology by the students, but
also as large as necessary to define various operational
scenarios. This grid model allows to assign different
responsibilities for the trainees as one TSO, two DSOs and one
PP which matches to the number of trainee working places.
Further, the grid contains renewable generation units to show
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the influence of volatile generation on the grid operation
management. The model does not include e.g. HVDC-
connections, hydro or nuclear power plants and storage
facilities due to simplicity reasons which will slightly limit the
number of scenarios.

The grid model is shown in Fig. 2 where extra high voltage
level (380kV) is represented in red, high voltage level
(110 kV) in blue, medium voltage (20 kV, 10 kV and 6 kV) in
green and low voltage (0.4 kV) in purple. The meshed 380 kV
voltage level consists of five stations with a connection to two
large generators via station A and to two external grids via
stations B and C. Each station C and D has a capacitor and
inductor to control the bus bar voltages and is coupled with the
110 kV-level. The medium voltage consists of a 20 kV-ring-
grid and a 10 kV-ring-grid with neighboring station. Station
HIS5 supplies an induction motor and H16 connects to a low
voltage grid with PV units. A wind farm with nine wind
turbines is in bottom right-hand corner.

Figure 2. Selected grid model

B. Grid Data Language

PSH requires as input data a GDL formatted grid
description. Since PSH has no graphical interface for updating
the simulator, the GDL data-system allows an efficient,
language-orientated description of electric grids to implement
them into PSH. Hereby, the basis of GDL is a hierarchical
identification of the equipment. Each grid equipment object,

such as bus bars, lines, transformers, loads and generation, has
to be uniquely identified by a four-level object descriptor. A
fifth level for further specifications is available if necessary.
Level four is the “species” and level five the “relative species”.
To differentiate the levels and to accomplish an unformatted
notation, the number of apostrophes indicates the level of the
location followed by a square bracket for species and a star for
the relative species [7]. Please see the following example:
“*Station™" VoltageLevel Feeder[Equipment*controllable].

The source description of a network in principle consists of
four files. First, the “dictionary” enumerates every species and
relative species which can be used for the grid description,
whereas the location is arbitrary. Second, the “attribute source”
defines attribute-sequences pertaining every species. Third, the
“network-source” using operational terminology describes all
operational objects, alarms and measurands. Finally, in the
“power-plant source” the generators are entered according to
type and parameters.

After a complete chained notation of all objects from the
presented grid model in ASCII format, the source description is
compiled to a binary GDL process data-base which is pivotal to
PSH’s software. From here, the automatic set-up of the
dynamic model as well as the automatic design of the process
surfaces is performed. The automatic design result of Station A
with two generators and their main transformers, two bus bars,
loads and feeders is shown in Fig. 3.
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Figure 3. Station A of the grid model

C. Adaption of the grid model

Since the grid model was originally not designed for grid
operational training it has to be adapted to the simulator
training requirements. Particularly, the influence of volatile
generation of renewable energies is too small to show their
consequences on grid operation management. Consequently, a
large wind farm with an installed capacity of 100MW is added
to the grid model to demonstrate high gradients and their
influence on the conventional power generation. This new
configuration allows to show feedback from 110 kV-level into
transmission grid in light load conditions or the effect of
forecast errors of renewable generation on the grid frequency
and the usage of secondary control power. Furthermore, the
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training of grid restoration is part of the simulator training, but
the grid in its current state has no black start capability. The
implementation of a gas turbine solves this deficit. An
appropriate location of the gas turbine is station H (110kV) to
require a collaboration between TSO and DSO during the grid
restoration procedure.

IV.  VERIFICATION OF THE GRID MODEL

A. Verification of the load flow

After the implementation of the grid model, the load flow
of PSH is verified by comparing the load flow results with the
grid simulation software PSS®SINCAL. Both simulation
programs are provided with the same grid parameters for the
verification process. Possible differences are discussed and
analyzed.

Both, PSH and PSS®SINCAL, solve the load flow based
on Newton-Raphson iteration. While in PSS®SINCAL the
accurate value can be set, the PSH chooses its load flow
accuracy independently to assure a real-time behavior also in
very large grids. PSH specifies its accuracy to 0.IMW and for
PSS®SINCAL an accuracy of 0.001MW is achieved.

A sequential verification of the individual equipment in
small test grids is chosen to identify basic differences in the
load flow. Thereby, the differences can be clearly assigned.
Only after a positive verification, the next equipment is
verified.

At first, a minimal test grid consisting of one external grid,
two loads and a transmission line is compared. Fig. 4 illustrates
the load flow results, where the results of are represented in red
and of PSH in blue. The result analysis shows that the loads in
PSH are not set to 250MW as described in GDL-format, but
possess a larger active power component. The reactive power
component of the load is slightly different. This deviation is
due to DUtrain’s load flow calculation method. To allow a
further comparison of the load flow, the loads in
PSS®SINCAL are adjusted to the ones in PSH. After the
modification of the loads, the load flow results are consistent of
both simulation softwares.

As a next step, the minimal grid is extended with a
transmission line to station D to verify the capacitor and
inductor. The capacitor and inductor are turned consecutively
and the load flow results are compared. The load results are
consistent within the PSH’s accuracy and show that the
compensation equipment is correctly modeled inside of PSH.

Lastly, the transformer is verified. Therefore, the grid is
again extended and the transformer in station D is turned on
and is under load on the low voltage side. The power flows of
the two simulation softwares match each other within the
accuracy limits. Additionally, the bus bar voltages are
consistent, but differ greatly on the low voltage side of the
transformer. This fact cannot be explained with the accuracy
limit of PSH. Since the same transformer parameters are used,
the difference in the voltage levels can only be explained by a
false transformer model inside PSH. To confirm this
assumption, another power flow with a no load condition of the
transformer is performed. Without the voltage drop across the

transformer’s impedance, the bus bar voltages indicate that the
transformation ratio in PSH is incorrect. Please see Tab. 1 for
the simulation results at station D.

P =501,29 MW
Q=181,10 Mvar
P =506,15 MW
Q=181,28 Mvar

I PSS®SINCAL
H PSH

U = 410,40 KV
_T ® phi U = 0,00 °
& U = 410,20 kV
P = -251,29 MW phiU=0,00°
Q =-60,10 Mvar
P =-253,74 MW - b 250,00 MW
Q=-60,35 Mvar . Q=-121,00 Mvar
P =-252,42 MW
Q=-120,98 Mvar

r p- 250,00 MW
Q=121,00 Mvar
D P = 252,42 MW
Q=120,98 Mvar
——

U=402,92kV U=402,70 kV
phiU=-209° phiu=-2,10°

P =-250,00 MW
Q=-121,00 Mvar
P =-252,42 MW
Q=-120,98 Mvar

Figure 4. Load flow results of the minimal test grid

TABLE 1. LOAD FLOW RESULTS AT STATION D
PSS®SINCAL PSH
Station D, | U 386.62kV 386.30kV
380kV 5 7770 -
Station D, U 115.93kV 111.80kV
110kV 5 _7.78° -7.80°

The transformation ratio is calculated in PSH as the
quotient of the nominal voltages. This calculation is wrong,
because the transformation ratio equals the quotient of the
transformer’s rated voltages. Since the rated voltages do not
match the nominal voltages in general, different voltages occur
throughout the whole grid. Especially, the block transformers
with a rated voltage of 420kV cause too low voltages. This
error can be partially corrected by changing the terminal
voltage of the generators, but is still not a satisfactory solution.

B. Verification of the (n-1)-simulator

The (n-1)-criterion is an important deterministic planning
and operational criterion for grids. PSH has a separate (n-1)-
simulator on which a real-time snapshot can be imported. Here,
a contingency analysis can be performed. To verify the (n-1)-
simulator, the contingency results are reproduced in the normal
PSH simulator and compared against each other.

In the following, the failure of a transmission line between
the stations D, F and I is considered. This failure results in a
supply interruption in station F. The contingency analysis
recognizes this failure as not (n-1)-secure. The contingency
results in station F are shown in Fig. 5. Here, there is no power
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flow across the line, but there is still voltage at bus bar “SS2”
and “LAST?2” is indicated as supplied.

Also other contingency situations show different results as
in the normal PSH simulation environment. The reason for the
deviations is PSH’s concept of the contingency analysis. To
achieve the real-time requirements as well for large grids, a line
is not excluded of the load flow calculations, but replaced with
a high impedance branch. Thus, unrealistic voltages on
unsupplied bus bars can occur. Hence, the (n-1)-simulator
provides only an approximate load flow solution and is of
limited use for contingency analysis.
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The training type “single company training” allows the
students to work on parallel tasks achieving the same
knowledge at the end of the training and is the concept of
choice. The “inter company training” is used for grid
restoration to teach communication procedures. The “inter TSO
training” currently cannot be used since only one TSO is
represented in the grid model.

B. Normal grid operation and grid surveillance

First, the students gather experience in normal grid
operation and grid surveillance. This section contains tasks to
switching operation, e.g. bus bar changes or switching off lines
and transformers. Subsequently, the students practice start-up,
synchronization and shut-down of conventional power plants
and renewable generation units. At last, voltage and reactive
power control respectively transformer tap changer and their
influence on the grid operation management will be analyzed
by the trainees. The tasks as written worksheets are provided to
the students and the trainers will support them whenever
desired.

Figure 5. Results of the contingency analysis in station F

V. TRAINING DESIGN

A. Training concept

Since PSH is a very extensive software with many
interfaces and operating options, it is not possible for the
students to solve complex tasks right at the training’s start. In
fact, the training provides a transition from a closely guided to
a free and independent operation. With a growing knowledge
of the simulator handling, the complexity of the tasks rises.
This is also reflected in the number of documents. While the
students get detailed written tasks at the beginning of the
training, later on the students face grid conditions to which they
have to respond accordingly and take necessary actions.

PSH offers different opportunities for the simulator
training. Two basic operation principles of PSH can be
distinguished. On the one hand, an independent simulator can
be started on each PC. On the other hand, one simulator is
accessed via all PCs. For the training concept, three training
types are identified. In the “single company training”
company-specific concepts and technical aspects are trained. In
the contrary, during a “inter company training” different
companies (TSOs, DSOs and PPs) work parallel on one
system, focusing on communication and cooperation. The
“inter TSO training” practices system management as well as
control area exceeding operations. The training types ‘“‘single
company training” and “inter company training” are shown in
Fig. 6 in red and blue, respectively [8].

Figure 6. Training types, based on [8]

C. Load and frequency control

During this section tasks concerning the control hierarchy
of the European interconnected power system are addressed.
The emphasis will be on the primary control and the
characteristics of its proportional controller as well as the
advantages of a large interconnected system. The trainer will
input a switching sequence for a gas turbine outage. According
to the droop factors, the students should calculate the static
frequency deviation. Further, the dynamic frequency deviation
and the distance to an automatic load shedding have to be
considered. Afterwards, the recovery of the desired grid
frequency and the set point exchange power have to be
conducted by the students. With this knowledge, the trainees
will carry out a schedule management with a perfect forecast
and later with forecast errors. In this task, there will be profiles
for loads, power stations, renewable generation and exchange
power. Herewith, the power station gradients are calculated and
the use of secondary control power is minimized.

D. Operation in disturbed grid conditions

Constitutive on the previous tasks, the students have gained
experience in the simulator handling and in the grid
characteristics. Hence, the students now will be “confronted”
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with various grid conditions as in a real control center. The aim
is the control of disturbed grid conditions and to transfer the
grid in a secure grid state. For this purpose, the students have to
identify which event has changed the grid state to select an
appropriate solution to return the grid to a secure grid state.
The grid condition has to be checked and verified, if a secure
grid condition is achieved. Chosen events by the trainers are
short circuits and failure of grid components in different
voltage levels. For instance, a one phase fault in the
compensated 110kV-level should be detected by the
displacement of the star point and the consecutive switching of
transmission lines. A three phase fault in the 20 kV ring grid
will cause an interruption of one entire half ring. Here, the
students should discover the affected line and conduct a
switching of the sectioning point. This section also covers
bottlenecks, overloads and voltage range deviations which have
to be observed and corrected. Moreover, the (n-1)-criterion has
to be guaranteed at all times. At the end of this exercise, the
students will perform an inter company training in order to
practice communication skills and to be prepared for the
upcoming section “grid restoration”. A fault on the bus bar in
station C in 110 kV-level with additional protection failure of
line CD results in a system islanding of TSO and DSOI1
respectively DSO2. In stations C and D, a bus bar change
should be performed to resupply the loads and to merge the
two islands.

E. Grid restoration

The blackout is the worst possible disturbance of an
electricity system. It may be unlikely, nevertheless it is a very
critical situation in our modern, electricity dependent society.
Thus, the grid restoration is the conclusion of the simulator
training. The grid restoration is particularly demanding,
because only a small mass of inertia of the generators is
available and the frequency is very sensitive to load changes.

Since the generators in station A have no black start
capability, the grid restoration will be a bottom-up process
through a start-up of the gas turbine in station H
(110 kV-level). The gas turbine has to be smoothly loaded by
medium voltage loads, whereas the electrical output of the gas
turbine has to be continuously adjusted to keep the grid
frequency close to 50 Hz. Following that, a connection to the
generators in station A shall be established. Therefore, line CH,
one transformer to the 380 kV-level and line AC will be
energized. Thereby, the lines are loaded to reduce high voltages
due to the Ferranti effect. Now, the generators in station A can

be started up. Hence, the mass of inertia increases and the grid
frequency will be less sensitive to load changes. Afterwards all
loads shall be resupplied and a secure grid state established.
Finally, the interconnection to the external grids will be
conducted.

Before the training, the students shall develop a restoration
concept similar to the presented one and execute it. If the
students cannot recreate the grid, there will be a guided grid
restoration by the trainers.

VI.  CONCLUSION AND OUTLOOK

In this paper a grid model was implemented into PSH and a
didactic training concept for a simulator training of grid
operation management was developed.

The presented training concept with its exercises gives a
unique opportunity for students to practice and understand the
complex tasks of grid operation management.

In future studies, a sample run of the simulator training will
be conducted by employees of the chair for ES+EM as trainees.
Such a test provides the possibility to monitor the time
estimates of the tasks as well as the learning progress to adapt
the training concept if necessary.

By using alternative grid models, PSH can be used in
research to implement real grids, e.g. the transmission grid of
Germany.
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Abstract—Today’s power grids must utilize more energy than
they were originally planned for. Hence, they are slowly reaching
their stability limits and that causes an increased risk of
blackouts in electrical networks. To avoid such critical situations
in the control room the system dynamic state must be assessed as
quickly as possible and its personnel have to react to it early
enough. This kind of evaluation could be done by the so-called
Dynamic Security Assessment system which is able to assess the
dynamic state of the electrical network online. This paper
presents completely automatic methods of the dynamic security
assessment system integration into a power grid, functionality
testing of the Over Excitation Limiter (OXL) - which is
implemented in the Automatic Voltage Regulator (AVR), and the
electrical grid plausibility check.

Keywords- dynamic stability; dynamic security assessment
(DSA); transient security assessment (TSA); voltage security
assessment (VSA); index; Over Excitation Limiter; network
plausibility; power grid; contingency

L INTRODUCTION

Worldwide the continuous increase of energy demand in
the power grids has led to their strong overloading and rapid
growth. The demand of electrical grids is expected to grow by
approximately 50% by 2030 [1]. Today’s transmission systems
are based on the static or planning stability studies, which often
do not consider some dynamic stability problems enough[2].
Therefore, these systems are unfortunately not designed for the
future loads. Besides, the electrical grids are already very close
to the limits of their transmission capacity, which is not only
determined by the thermal limits, but more often by dynamic
stability limits. Hence, over the years there have been more
frequent unexpected operating situations such as black- and
brown outs caused by poor system connections and
overloading of the network elements. Another reason of the
increased stress in the power grid is utilization of the
decentralized renewable energy sources which can cause
unexpected power flows in the electrical system [3]. Hence,
good observation of the electrical network state has become a
very important task for all network operators.

The security of the power systems can be determined from
the load change, the generator application and existing
limitations. The standard static stability analysis "Static
Security Assessment" (SSA) which is usually used by the
network operator is not always able to consider all major state
changes in the transmission electrical system. Hence, SSA only
estimates the power grid static situations and disregards the
dynamic stability. However, to ensure full power grid security

the network dynamic behavior should be also taken into
account. So-called "Dynamic Security Assessment" (DSA)
methodology is able to perform this task. It is able to observe
power grids in a more detailed way and improve the network
state evolution. The DSA system compares the power network
dynamic stability in the current state without contingency to the
same state with different contingencies. It estimates dynamic
stability limits of the power grid, monitors the general system
state and provides detailed information about the electrical
grid. This system is able to observe the large complex power
grids which include control equipment (e.g. HVDC), protective
devices etc. [4].

In this work, new concepts for automatic integration of the
DSA system into a power grid and for conducting a network
plausibility check are introduced. In addition, the testing
procedure for the Over Excitation Limiter (OXL), which is
implemented in the Automatic Voltage Regulator (AVR), is
described.

II.  DSA SYSTEM INTEGRATION INTO A POWER GRID

Dynamic instabilities in power grids are mostly caused by
some transient and voltage problems. Hence, Dynamic Security
Assessment (DSA) is classified as Transient Security
Assessment (TSA) and Voltage Security Assessment (VSA).

A. Transient Security Assessment (TSA)

Transient stability or rotor angle stability refers to the
ability of the electrical network system to maintain its
synchronism during an unexpected disturbance such as line or
generator outages, short circuit, etc. [5], [6]. As a reaction to
such disturbances, the synchronous generators could
significantly change their rotor angels which in turn may lead
to power system instability and blackouts [6].

To evaluate network transient stability after some
contingency the different indicators or so-called indices could
be used in a TSA system. Such indices assess the post-fault
state of the power grid and provide information about a relative
distance to the critical network state [9]. Several TSA indices
are described in the literature [6].

For example, the Angle Index (Al) is often mentioned in
literature and is defined as a minimum between | and the
maximum ratio of the maximum load angle of the i-th
generator and the maximum admissible load angle given by the
protection relay (1) [6] [9].
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Therefore, the protection relays of the generators limit the
generator load angle () to a certain value (e.g. 120°) [6].

i=l,...NG|
c,max,adm

0.
Al =min{1, max [C’m] (1)

B. Voltage Security Assessment (VSA)

Voltage system stability refers to the ability of the electrical
network system to maintain steady state voltages at its bus bars
during unexpected disturbances or to maintain the equilibrium
between generation and consumption of the energy in the
power grid [5], [6]. Therefore, there could be large bus bar
voltage deviations in the power system that cause load and
generator loss thereby tripping the different network elements
etc. [10].

Normally the loads are voltage- and frequency-dependent
[11]. The following static load models are typically used for the
power grid simulations [12]:

e  constant impedance (Z),
e  constant current (I),
e  constant power (P).

Usually, to be closer to the real power grids, a mixture of
these load models (the ZIP load model) is used for the
electrical network simulations. The following mathematical
formulas describe this load [14]:

Uﬂ!‘ fa
P, =P () (L )
(U0> (fo
— .gﬂu.iﬂF 3
0,=0, (UO) <f0> ®)

For VSA, the frequency dependency must not necessarily
be taken into account. Therefore, it was chosen for the
simplification of calculations within this work.

Hence, active and reactive powers are determined as the
product of the rated powers and ratio of actual and rated
voltages. When the o and P factors are 2 the load is represented
as constant impedance type, when they are 1 — as constant
current and when 0 — as constant power [ 14].
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Figure 1. ZIP load model with an asynchronous motor [15]

Nevertheless, ZIP the model describes only the static
behavior of the loads. Therefore, for considering the dynamic
load behavior and, accordingly, for more accuracy of the
network simulations, an asynchronous motor was included in
the load model within this work. Figure 1 shows this load
model. a+p =y (1) (1)

In addition, to assess the network dynamic stability
different indices could be used in a VSA system.

C. Concept of automatic integraton of a DSA System with a

power grid

The different DSA indices, such as Angle Index (Al),
Maximum Frequency Deviation Index (MFDI), Frequency
Recovery Time Index (FRTI), Dynamic Voltage Index (DVI)
etc., and the simulation models, such as the ZIP load model
with asynchronous motor, all belong to standard models of
PSS®NETOMAC.

The PSS®NETOMAC [12] is a power system simulator for
electro-magnetic and electro-mechanical transients with an
open modelling interface BOSL for the implementation of user
defined macros. These user defined models can be provided as
asci text files which are then immediately compiled by
PSS®NETOMAC. Such files for the integration of the already
mentioned DSA standard models into a power grid are
automatically created by the MATLAB routines which are
developed in the scope of this work. The concept of these
routines are shown on the Figure 2.

Main GUI

1 Power flow reading

2 Determination of network areas and
voltage levels

TSA

Sub-GUIs call ‘

w

TSA system creation ‘

VSA

Sub-GUIs call ‘

EN

VSA system creation ‘

5 Functionality test of OXL

6 Network plausibility check

Power flow comparison of original network
and network with ZIP load model

Figure 2. Concept of the developed MATLAB routines

First, the main Graphical User Interface (GUI sets the main
function, which reads the load flow results of the original
network model and sends this data for later use to the main
GUIL. In the main GUI different areas and voltage levels of the
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power grid model can be selected for considering. The sub-
GUIs may be activated to create the TSA and VSA systems for
observing an electrical network. They create line, node,
transformer and generator observers for the TSA system, ZIP
load and OXL models, and create line and node observers for
the VSA system. They are also able to generate complete TSA
and VSA projects for simulations in PSS®NETOMAC. In
addition, the evaluation of the unclear network elements could
be executed. The OXL functionality can also be tested and the
network plausibility can be checked. At the end of the
algorithm the power flows of the original network model and
the network with ZIP load models are compared to check for
possible changes in the new simulation model.

A complex and large network model, which contains many
different elements and areas, was used to test the developed
concept. For testing purposes, only some areas of this network
model were taken. The considered areas contain 96 power
plants, which are defined for the simulations as generators, 518
lines, 445 transformers, 1246 bus bars, 498 loads, 247
compensations, different voltage regulators and frequency
controllers. This network model has many voltage levels, from
high to low voltage (750 kV to 0.4 kV).

This power grid model was chosen because it contains
principally all types of electrical elements which can be
interesting for dynamic network simulations. In addition, this
model has several areas that makes it more complex.
Therefore, this power grid model can be used to test all manner
of critical situations which can occur in electrical networks.

III.  OXL INTEGRATION INTO A POWER GRID

A. Over Excitation Limiter (OXL)

The excitation system of the synchronous generator must
deliver the direct current to the rotor field winding. The voltage
at the generator connection can be controlled by regulation of
the field current and voltage. An automatic voltage regulator
(AVR) is one of the control types which regulates the terminal
or remote set point voltages [12] [16]. To limit the overvoltage
in these systems an Over Excitation Limiter is used in the
electrical networks [17].

The OXL modeling is discussed in detail in the literature
[18]. Basically, the take-over and the summed type limiters
could be utilized in power grids. The summed limiter is able to
change the set point of AVR and, therefore, to better use its
capability, while the take-over OXL can only roughly limit the
voltage [12]. Hence, the summed OXL was chosen within this
work and its concept is shown in Figure 3.

Figure 3. OXL block diagram [12]

The upper part of the block diagram illustrates transient
limitation and the lower section the steady state limitation. The
transient part allows short-term overloading above current limit
Ifa o for time Ten . After this period the limiter is activated by
multiplying the control deviation and gain Kp . The steady
state part of the block diagram waits 10 seconds (Tenss) [19].
When there is a positive signal X, ss the second integrator of
steady state with the initial Iz  condition is activated and
integrated to steady-state limit Ity . Kramp defines ramp
inclination, while K resets the excitation limit [12].

B.  Concept of automatic OXL integration into a power grid

OXL has a major influence on the voltage stability.
Therefore, it needs to be included in the VSA. But the OXL
model does not belong to the standard models of
PSS®NETOMAC. Hence, within this work a concept of
automatic OXL integration into a power grid was developed.

First of all, to use the OXL for a considered generator its
functionality and compatibility with this generator and its AVR
system should be tested in a so-called test electrical network
model. Finally, if the OXL is suitable for the considered
generator and it is able to limit voltage without making the test
network instable, the OXL could be used in the network model
of the real power grid. The developed MATLAB routines are
able to conduct such OXL functionality test completely
automatically.

Usually the electrical network models that are used for the
integration with the DSA system are quite large. Therefore, it is
not always possible to determine the influence of the regulating
elements on a power grid directly in the original model. This
influence can be more easily analysed in a small network
model.

Hence, within this work such a test network model was
developed for testing OXL functionality and its influence on a
considered generator with AVR and on a whole power
network. Accordingly, for this analysis, a test network must
include a generator with a voltage regulator. Therefore, the
developed test network model contains two generators (an
analysed one and the second with the infinite apparent power),
a transformer, which connects the analysed generator with the
network model, a small controlled load (P=IMW, Q=1Muvar)
and two lines connecting the generators [15]. This test network
model is shown in Figure 4.

analysed
generator NO1 NO2 NO3
L1
) L
controlled generator with
load the infinite apparent power

Figure 4. Test network model [15]

To test the OXL that is implemented in the standard voltage
regulator the reactive power of the controlled load must be
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strongly increased, usually to around 80% of the apparent
power of the generator. When there is a large increase of
reactive power consumption on the bus bar the considered
generator must compensate this power. When this occurs, the
excitation current increases and exceeds the rated excitation
current of the generator. At this moment the OXL is activated
for limitation of the excitation current.

C. OXL testing in the developed test network model

To test the MATLAB routines for the OXL functionality
analyses another network model of a real power grid was
chosen which contains many different standard AVR types.
Therefore, it is interesting for testing the concept of automatic
OXL integration into a power grid. The network model
includes 119 power plants, 527 lines, 210 transformers, 416
bus bars, 299 loads. The network model has many voltage
levels between 115 kV and 500 kV.

In addition, a topology of this electrical network was built
for the clear graphical representation in PSS®SINCAL [21].
This topology is shown at the Figure 5.

Figure 5. Network model of the real power grid for OXL testing [15]

To test OXL functionality the excitation current of the
generator, the bus bar voltage and the voltage change, which
occurs because of the OXL, must all be analysed. If the OXL
functions properly, it must reduce the generator excitation
current to its limit value. At the same time, the OXL must not
cause strong oscillations in the network model.

The developed MATLAB routines are able to plot some of
the physical magnitudes that are needed to evaluate the OXL
functionality for a considered generator. For example, Figure 6
shows the different time curves of a generator with the
AVR+OXL system. Figure 6 includes three parts: the first part
shows the excitation current of the d-axis of the generator; the
second part — the voltage of the generator bus bar; the third part
- the voltage which occurs when the OXL is activated.

In the first part of Figure 6 three time curves of the
generator excitation current are shown. The red graph is the
excitation current of AVR without OXL, the blue one - the
excitation current of AVR with OXL, and the black one - the
rated excitation current of the synchronous generator. The
second part shows two curves: the red one is the voltage on the
synchronous generator bus bar without OXL; the blue one - the
bus bar voltage of the generator with OXL. The last part shows
the OXL voltage which occurs when the OXL is activated.
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Figure 6. Time curves of x generator with the AVR+OXL system

Hence, this function helps to analyse the OXL functionality
and to evaluate the advisability of its use for generators in
power grids. In the considered example OXL functions
appropriately and limits the excitation current. Therefore, it
could be built into the AVR of the considered synchronous
generator.

IFD(t
28 I T ( ) T T
standart controller
R
28 controller with OXL
g_ 24H ——IFDR i
o
e 221 4
2l 1
18 L L L L I
] i} 20 30 40 0 B0
ts

standart controller
controller with OXL

L L L L 1
o 20 30 40 50 B0

ts
5 10° OXL voltage(t)
4 controller with OXL
3
Q 3r
=
o 2f
=]
1k
g \ \ \
] 10 20 30
ts

Figure 7. Time curves of y generator with AVR+OXL system
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Figure 7 shows the OXL functionality for another
generator. As one can see, when the excitation current
decreases the OXL no longer functions. The excitation current
in this example raises and activates the OXL again. Therefore,
the process repeats. Consequently, the oscillations occur in the
regulation proses of the synchronous generator and,
accordingly, in the magnitudes which are dependent on the
OXL.

The OXL must not be used for this generator because it
does not improve the functionality of the AVR, but instead it
only makes the system instable.

IV.  POWER GRID PLAUSIBILITY CHECK

To improve the reliability of a network model with the
DSA system a network model must be checked for its
plausibility. This is an important issue because poor modeling
or inaccurate snapshot data could lead to power flow
inconvergency of the network model or to the load flow which
may not be realistic.

A. Concept of plausibility check

The developed MATLAB routines are able to analyse the
main criteria for the evaluation of the power grid plausibility.
Therefore, active and reactive power balances in the system,
energy conversion efficiency (1) of generators and loads, bus
bar overloading, voltage angle difference of lines, and power
balance on the slack node can all be checked. In addition, loads
that have duplicate names are also identified.

Finally the original network model and modified network
model with ZIP loads are compared and are represented as
graphs.

B.  Testing of plausibility check concept

The MATLAB routines automatically evaluate the
plausibility of network elements and generate curves after the
load flow simulation which help to assess the network
plausibility.

To test this concept the same network model that was used
to test the concept of the DSA system integration into a
network model was used. First of all, active and reactive power
balances of the power grid model were identified (Figure 8).
Then, the generators and loads with cos phi less than 0.65 and
slack nodes with overloading were displayed. Bus bars with an
overloading of more than 10% from the rated voltage and lines
with a voltage difference of more than 20° were also shown
(Figure 9).

Finally, the power flows of the original network model and
the model with a VSA system were analysed. Hence, the active
and reactive powers of the generators and loads of both models
were compared and displayed (Figure 10). In addition, the
voltage difference of generator and load bus bars of both
models were shown (Figure 11).
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Bus bars with the voltage difference
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Figure 11. Bus bars with the voltage difference in theoriginal and VSA
network models

V. CONCLUTIONS

In this work a new procedure for integration of electrical
network simulation models with the DSA system was
developed in MATLAB. Therefore, standard DSA index
models could be completely automatically integrated into an
electrical network model. The test network model and
procedure for testing the OXL functionality was also
developed. In addition, the method for checking the plausibility
of the network power flow was created. Finally, a manual with
the necessary steps for using the developed software was
written.

The developed procedures for the DSA system and OXL
integration and the evaluation of the network plausibility were
successfully tested in the different power grid simulation
models. Therefore, it was established that the considered large
network model with different areas responds to all criteria of
stability and plausibility. In addition, the OXL functionality
was tested in two standard AVRs of another network model
(Figure 5).

The MATLAB prototype that was developed as part of this
work was later used in the development of the software
SIGUARD® DSA [20] by Siemens AG.

Nevertheless, the procedures in MATLAB could be further
developed, e.g. more stability criteria or new DSA indices may
be implemented in MATLAB routines in the future. The
settings of the OXL could also be improved and changed.
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Information Parameters of Electrical Quantities
of the Transient for Determining the Single-Phase
Earth Fault Location
in Cable Medium-Voltage Systems

Vladimir Shuin
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Ivanovo State Power University
Ivanovo, Russia

Abstract — Rapid fault determination of single-phase earth
fault (SPEF) and SPEF location on the line are extremely
important for the speedy elimination of damage and restoring
normal operation of the power supply. Effective methods of
SPEF determination on the cable lines under voltage do not still
exist in medium voltage networks. The electrical values of the
transition process that occurs during the breakdown of the
insulation can be used for solving the problem of determining the
place of single-phase including self-eliminating faults. The best
method to study the electromagnetic transients at SPEF in
medium-voltage networks and to identify the information
parameters, which can be used for distant SPEF determination,
is a combination of analytical methods on the basis of simplified
models of the electrical networks and the method of computer
simulation.

Keywords— power distribution networks of medium voltage,
determination of the single-phase earth fault place, computer
simulation.

1. INTRODUCTION

SPEFs are the predominant type of breaks in cable
insulation in medium voltage networks (up to 85-90% of all
electrical damage in cable lines, generator and electromotor
stator coils) and are often the principal cause of accidents
involving significant economic damage [1, 2, etc.]. Rapid
determination of the damaged item and SPEF location in the
cable line is extremely important for the speedy elimination of
damage and restore normal operation of the power supply.
According to the requirements of [3] the search and identifying
the damaged element with SPEF in generator voltage electrical
networks must not exceed 2 hours and in a networks powered
by step-down substation buses — 6 hours.

However, for the above specified time of searching a
damaged item significant part of SPEF enters phase short-
circuit (SC), switched off by short-circuit relay protection. The
latter is connected to the fact that much of the SPEF in
medium-voltage cable networks, especially in the initial stage
of the damage, has intermittent character, accompanied by a
significant overvoltage on the healthy phases and the increase
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Department of Electric power systems automatic control
Ivanovo State Power University
Ivanovo, Russia
filatova2505@gmail.ru

in the rms value of the current at the fault location even in
resonant earthed neutral networks. Overvoltage covering all
electrically communicated network increases the effective
current in SPEF location and causes transitions in double and
shared ground fault or short circuit in the breakdown of the
insulation.

The suddenness of a power failure of consumers in most
industries is the main cause of damage arising as a result of
SPEG. Therefore, improving the reliability of electricity supply
and the reduction of losses due to the SPEF is possible when
the time required to SPEF location determination is
dramatically reduced.

Solving this problem is actual for cable medium-voltage
networks of urban power supply and for complex configuration
cabling of power supply enterprises of certain industries (e.g.,
ferrous and nonferrous metallurgy, pulp and paper, automotive,
and others.).

II. STATEMENT OF THE PROBLEM

Because of the small values of the steady-state fault current in
electrical medium-voltage networks, working with isolated
neutral, or with high resistance earthed or compensated capacitive
currents, and the lack of dependence of this current on the
distance between the place of SPEF and the installation place of
fault locator for cable networks so far there is no actual use of
effective methods of determining the SPEF place (location) on
lines under operating voltage. In addition, the use of steady-state
components of SPEF electrical quantities does not allow to
determine the place of the most dangerous arc alternating SPEF,
as well as short-term self-extinguishing faults.

At short-term self-extinguishing faults the free part of the
transition process dominates in the phase currents and voltages
and zero sequence components, the values of which, in contrast
to the steady-state components of SPEF, depend strongly on
the distance from the SPEF place to the supply buses.
Therefore, to determine the place of short-term self-
extinguishing faults it is preferable to use transient current and
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voltage (the so-called parametric methods of determining the
place of the earth faults). It should be noted that the problem of
determining the place of short-term self-extinguishing fault
using the components of the transition process automatically
solves the problem of determining the place of stable and more
dangerous for the network arc alternating SPEG.

The aim of this work is to identify the most effective, in our
opinion, information parameters of electrical quantities of the
transition process, containing the dependence on the distance to
the place of SPEF, and study the effect of various factors
confounding measurement of electrical quantities.

III. PARAMETRICAL METHODS OF SPEF LOCATION
DETERMIMATION

The advantage of parametrical SPEF determination
compared to other distant methods is that there is no need to use
generators probe pulses and there is no problem of the generator
connection to the cable line under voltage. Parametrical
methods of distant SPEF determination are, in our view, the
only possible solution for the problems of searching short-term
self-extinguishing breakdowns location. Therefore, the use of
parametric methods based on the use of electrical quantities of
the transition process is the most promising way to solve the
problem of determining the place of SPEF, including short-term
self- extinguishing insulation breakdown in cable networks.

The most common methods of distant SPEF determination
and their main shortcomings are described in this paper.

The method discussed in [4 — 6] is based on the
determination of the maximum derivative of the faulted phase
voltage at the initial time of the SPEF.

This method, in our opinion, has a number of disadvantages
connected with equivalent circuit used, which does not give a
fairly accurate description of the transition process at SPEF, as
it does not consider the difference loop resistance "phase —
phase" and "phase — earth", the influence the active resistance
of cable lines, the transient fault resistance and frequency
dependent lines inductance. In practice the real fault location
devices for calculated dependences to determine the location of
the fault more complete and accurate models of the system
being monitored are used. In addition, the studies did not
investigate the influence of transition resistance at the fault
location on the accuracy of measuring the distance to the fault.

It is also known that the transient current and faulted phase
voltage at SPEF contains two main frequency components: the
discharging related to the discharge of the faulted phase
capacity, and charging related to unfaulted capacitance
recharge of SPEF mainly The frequency of the discharge
component depends on the distance to the SPEF place. The
frequency of the charging component is mainly determined by
the inductance of the power supply. Therefore, a significant
impact on the accuracy of measuring the distance to the fault
has a working frequency range of the fault location devices not
reflected in [4 - 6].

The method based on the use of ratios of current and voltage
transient for the faulted phase line at SPEF is proposed in [7]

In [7] the influence of transition resistance at the fault place on
the accuracy of measuring the distance to SPEF is not investigated.
The difference between circuit inductance "phase - phase" and
"phase - earth," the impact of active resistance lines of the network
are not taken into account. There are no recommendations for the
dependence of calculated values of lines inductances on the
frequency of the transition process, and others. Therefore estimates
of the errors of the method presented in [7] (the order of a few
percent) are questionable.

The method proposed in [8] is substantiated results of field
experiments conducted in real networks. Artificial SPEFs on the
power line at different distances from the buses were organized
by connections to the "ground" of one phase under voltage
through a special spark gap. Parameters of the transition process,
which contain information about the distance to the fault place
(Lsper) were identified by the oscillograms at SPEF. 7r — time
proportional to the rise time of the transition curve of current
through the high-resistance grounding resistor determined from
the beginning of the transition process until the first maximum
value — was accepted as the most informative feature that
characterizes SPEF location. After processing waveforms
showing the dependence of 7r = f'(Lsper), the operating personnel
can determine the distance to the SPEF place in the service of
overhead lines.

The considered method is focused on the use of air
networks grounded through a high resistor. In [8] the effect of
various factors on the measurement accuracy of the SPEF
place, incl. transition resistance, is not considered.

IV. METHODS OF TRANSIENTS ANALYSIS IN THE CABLE MEDIUM
VOLTAGE NETWORKS

Considering the limits of the experiments in the existing
electrical and physical modeling, as well as in connection with the
development of effective systems of universal mathematical
modeling (for example, MATLAB with the extension package
SIMULINK [11]), the most powerful tool for the quantitative
analysis of transients at SPEF in electrical medium voltage
networks is a computer simulation. the use of which, however, is
limited by the infinite number of settlement options, connected to
the specific combinations of influencing factors.
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Figure 1. Dual-frequency equivalent circuit of the cable medium voltage
networks [9] for the study of transients at SPEF
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The difficulty of obtaining an analytic solution is primarily
determined by the complexity of the design adopted by the
equivalent circuit of the network for the study of transients at
SPEF. The complexity of the calculation of the equivalent
circuit electrical network depends on the purpose of research
transients at SPEF and the related necessity of accounting the
various stages of SPEF development.

In this paper the dual-frequency equivalent circuit (Fig 1)
and the equivalent complex circuit process at SPEF, contained
in [9, 10] are used to identify information parameters suitable
in fault location devices in cable networks and to study the
influencing factors.

To solve the problem of distant SPEF location
determination any quantities, which parameters depend on the
distance to the fault, can be used. For electric quantities of the
transition process at SPEF the following quantities are:

— transient zero-sequence current and its free components;
— transient zero-sequence voltage and its free components.

The faulted phase current at SPEF, and the faulted phase
voltage also depend on the distance to the fault place. Thus,
except the zero sequence components of transient process at
SPEF for SPEF location determination the current and voltage
of the faulty phase faulted line may be used. The calculated
transition zero sequence current and its free discharge
component waveforms dependent on the distance to the SPEF
place received by using the analytical expressions are obtained
in Fig. 2 and 3.

V. NORMALIZATION OF ELECTRICAL QUANTITIES IN
TRANSITIONS

The amplitudes of the components of the free and full currents
and voltages of the transition process and the parameters that can
be used to determine the location of SPEF depend not only on the
distance from fault location, but also on the initial phase of the
insulation breakdown ¢.

The above dependence for currents is illustrated by the
calculated waveforms obtained by the equivalent models (Fig. 4).
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Figure 2. Calculated dependence of the transient current on the distance to the
SPEF place for network Upom = 6 kV and Ly = 30A:
1-L=02km;2-L=0,5km;3-L=1km;4-L=2km;5-L=5km

3000

2500

2000

1500

1000

-1000 N i i i
0 02 04 06 08 1 12 14 18
time, sec x10°

Figure 3. Calculated dependence of the discharge transient current on the
distance to the SPEF place for network Upon = 6 kV and Ly = 30A:
1—9=90%2—p=45°3—-p=30°%4—p=5°
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Figure 4. Calculated dependence of the transient current on the distance to the
SPEF place for network Uyom = 6 kV and Iy = 30A:
1 —p=90°%2—-p=45%3—-p=30°%4—p=5°
To eliminate the dependence of the electrical quantities
parameters during the transition process from the initial phase
of the insulation breakdown the usage of normalized values of
the free current and voltage is necessary.

Free transient current and voltage amplitudes at the time of
the SPEF presence on the faulted phase voltages close to the
maximum is proportional to the value of sing. Sing value can
be calculated according to the value of U, at mode previous
to SPEF and the voltage on the faulted phase at the time of the
insulation breakdown

sing = u(0) _ Unjm@
m m i (1)
Fig. 5 shows the calculated dependence of the normalized

values of the free components of the transient current 37y during
SPEF.

Fig. 5 shows that the proposed approach to the valuation of
the measured values of electrical quantities of the transition
process virtually eliminates the dependence of the parameter
information from the initial phase of an insulation fault ¢, but
gives significant errors at small angles of the breakdown in the
order of 5-10°. Considering that vast majority of insulation
breakdown occurs when the values of the angle ¢ close to m/2
these errors can be considered insignificant.
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Figure 5. Calculated dependence of the normalized transient current on the
distance to the SPEF place for network ¢ Uyom =6 kV and Ly = 30A:
1—9=90°%2—-p=45°3—-p=30%4—p=5°

VI. KEY FACTORS THAT DISTORT MEASUREMENT OF
INFORMATION PARAMETER OF TRANSIENT ELECTRICAL
QUANTITIES AT SPEF

The main factors affecting the accuracy of measurement of
electrical quantities information parameters of the transition
process at SPEF, include:

— transient resistance at the fault place R;;

— value of the total capacitive current of the network /cs;
— inductance of the power supply;

— grounding mode of the network.

Computer analysis of medium-voltage cable networks
showed that the amplitude and duration of the first half-wave
transition of the residual current and the transient current in
the faulty phase faulted line essentially depend on the
transition resistance in place of SPEF and the value of the total
capacitive current of the network. That is why the use of such
information parameters can lead to significant errors in the
evaluation of the distance to the SPEF place. The initial values
of the second derivative of the faulted phase voltage and the
second derivative of the zero-sequence voltage also depend
significantly on the total capacitive current.

i I I i i I i
5 5.05 5.1 5.15 52 525 53 535 54
time,sec x 1073

Figure 6. Calculated dependence of the normalized derivative of free transient zero-
sequence current 3iyon capacitive current for network U, = 6 kV n Iy = 30A, L =
0,8km ¢=90°1-Iy=10A;2 - Iy=20A;3-Ly=30A;4-1y=50 A

d2U0/dt2 o

i | 1 I i
525 53 535 54 545 55
time,sec x 107

15 i i L L L
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Figure 7. Calculated dependence of the normalized second derivative of free transient
zero-sequence voltage 3uyon capacitive current for network Uy, =6 kV and Iy =
30A, L=0,8km ¢=90°:1-I5=10A;2 - [5;=20 A;3-IL5=30A;4—-Iy=50 A
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Figure 8. Calculated dependence of the normalized second derivative of free transient
phase voltage U, on capacitive current for network Uy, =6 kV n Ly =30A,
L=08kmand ¢=90°:1—I5y=10A;2—[y=20 A;3—[5=30A;4—Iy=50 A

These factors do not allow to provide high accuracy
measurement using the maximum value of information
derived zero sequence voltage and the voltage of the faulty
phase at the leading edge of the first half-wave of the specified
values as information parameters. Fig. 6 — 8 show the
dependence of various electrical quantities of the total
capacitive current network.

The computer analysis shows that the most informative
value for problem of distant SPEF determination is the initial
value of derivative of the current 3iy ’, which depends only on
the distance to the SPEF place, and varies in direct proportion to
the distance. This is confirmed by the results of mathematical
modeling and simulation of simplified models of medium
voltage cable networks (Fig.9).

VII. ABOUT OBTAINED RESULTS

The above assessment of the effectiveness of using different
information parameters of transition electrical quantities for SPEF
location determination in medium-voltage cable networks obtained
on the basis of the simplified analytical solutions and computer
simulations using a fairly simple model of medium-voltage
networks. The actual configuration of cable networks systems,
urban and industrial power supply, as well as the distributed nature
of the line parameters, can make significant adjustments in the
results and evaluation. Investigation of influence of the network
configuration, the distributed nature of the line parameters and
other features of the real medium-voltage cable networks should
make, in our opinion, the subject of further research.
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Figure 9. Calculated dependence of the normalized derivative of free transient
zero-sequence current 37, on transient resistance for network U, = 6 kV
And Ly =30A, L = 0,8 km ¢=90°: 1 —R,=0,1 Ohm; 2 — R,=1 Ohm;
3—R,=20hm;4—R,=5 Ohm

VIII. CONCLUSIONS

1. The most effective method for the study of
electromagnetic transients at SPEF in medium-voltage networks
in order to identify the information parameters that can be used to
solve the problem of distant SPEF place determination, is a
combination of analytical methods on the basis of simplified
models of electrical networks and computer simulation.

2. From these analytical relations [9] for electric quantities
of the transition process at SPEF the following quantities are:

—transient zero-sequence current and its free components;
— transient zero-sequence voltage and its free components.

— faulted phase current at SPEF, and the faulted phase voltage
which parameters also depend on the distance to the fault place.

3. To eliminate the dependence of the information
parameters of electrical quantities of the transition process from
the initial phase of the insulation breakdown for distant SPEF
determination normalized values of the free component of
transient currents and voltages must be used. Normalized values
are obtained by multiplying the measured values by the ratio of
the amplitude of the phase voltage to the initial value of the
faulted phase voltage at the time of the insulation breakdown.

4. The main factors affecting the accuracy of
measurement of electrical quantities information parameters of
the transition process at SPEF, include:

— transient resistance at the fault place R;;

— value of the total capacitive current of the network /cs;
— inductance of the power supply;

— grounding mode of the network.

5. The analytical solutions show that the most informative
value for problem of distant SPEF determination is the initial
value of derivative of the current 3ip ', which depends only on
the distance to the SPEF place, and varies in direct proportion to
the distance.
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Abstract - zero sequence current protection gained
widespread practice in capacity of single-phase earth faults
protection in medium-voltage cable systems. The actuating
quantity of digital zero sequence current protection is root-mean-
square value of entering current. However, half-period average
value of current increases during arcing intermittent single-phase
earth faults in a lesser degree, than root-mean-square value. For
this reason transient stability of Zero sequence current
protection’s functioning depends on type of actuating quantity
used in current measuring element. The report provides a
comparison of effective usage in microprocessor-based zero
sequence current protection root-mean-square and half-period
average value of entering currents as an actuating quantity.

Keywords - single-phase earth fault, zero sequence current
protection, cable systems, cable systems with insulated neutral,cable
systems with high-resistance grounding, actuating quantity.

L. INTRODUCTION

Zero sequence current protection (ZSCP) gained
widespread practice in capacity of single-phase earth faults
(SPEF) protection in medium-voltage cable systems (in Russia
— 6 - 20 kV). ZSCP can be divided into two main groups
according to type of actuating value:

1) ZSCP with current measuring element (CME),
sensing changes in root-mean-square value of entering current
in observed time step (action time);

2) ZSCP with CME, sensing changes in half-period
average value entering current(rectified value of entering
current) in observed time step.

The actuating quantity of digital ZSCP is root-mean-square
value of entering current. It is known (for example, [1]), that
half-period average value of current increases during arcing
intermittent SPEF in a lesser degree, than root-mean-square
value. For this reason transient stability of ZSCP’s functioning
depends on type of actuating quantity used in CME. Taking
this into consideration, the comparison of effective usage in
microprocessor-based ZSCP root-mean-square and half-period
average value of entering currents as an actuating quantity
attracts interest.

II.  CONDITIONS OF PRACTICAL APPLICATION ZSCP
IN 6 - 10 KV CABLE SYSTEMS

Unconditionally to grounding mode, operative current of
ZSCP in medium-voltage cable systems must be selected
according to the offset from internal capacitive current in
protected zone in event of external SPEF [2, 3 and etc.]

10]10 > Kafo Ktran IC ints (1)

where K5 = 1,2 - 1,3 — offset ratio; /¢, — internal capacitive
current in protected zone in event of SPEF; K, — ratio,
included current increase in undamaged feeder caused by free
component of transient process during arcing intermittent SPEF
(often called capacitive current rush ratio during SPEF K,,,)
and it is assumed to 4 - 5 in protection with electromechanical
current relay, 2 - 2,5 — with microelectronic current relay or
microprocessor-based terminals [example, 2 — 4]).

ZSCP’s sensitivity in 6-10 kV systems with insulated
neutral during internal SPEF:

Kv :(ICZ min ~ ]C in[) /Iﬂp.o EKS‘ min » (2)

where /¢y i, — total capacitive current of system in a minimal
calculation; K ,,;, — sensitivity ratio minimal accepted value
(1,2 for signal-operating protection and 1,5 for trip-operating
protection).

From (1) and (2) comes the condition of ZSCP’s feasibility
in neutral isolated systems:

IC int* = IC int /ICZ < 1/(1+ vas Ktmn Ks min)a (3)

In cable systems 6 - 10 kV, operating with high-resistance
grounding provided Ry=Xcy=U,pp / \/3ICZ the ZSCP’s
feasibility condition is given by
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L. =[Cim‘ < \/Z(KosztmnKs min )2 -1-1
o ICE (KoﬁK Ks min )2 _1

tran

4)

In cable systems of medium voltage with insulated neutral,
provided K, = 1,2, K i, = 1,2 — 1,5 and K}, = 2,5 — 5, from
(3) comes that ZSCP’s selectivity and sensitivity conditions
are realized on feeders with internal capacitive current /¢ ;.
less than ~10-22% of the whole electrically connected
system’s total capacitive current /¢y, cable systems 6 - 10 kV
operating with high-resistance grounding , provided K, = 1,3;
K im=12-1,5and K., = 2,5 - 5, from (4) comes that I, is
less than ~13 — 32% of Iy, that limits ZSCP’s feasibility on
6 - 10 kV electrical systems’ objects.

From (3) and (4) comes that ZSCP’s sensitivity and it’s
feasibility conditions are largely depend on the value of Kj,,,.
ratio. The less Kj,,, value, the more ZSCP’s sensitivity and the
wider its feasibility range. The value of K, is largely
depends on the type of actuating quantity used for ZSCP’s
current measuring element.

III.  RANGE AND ROOT-MEAN-SQUARE VALUE OF NEUTRAL
CURRENT DURING ARCING INTERMITTENT SPEF IN 6 - 10 KV
CABLE SYSTEMS WITH INSULATED NEUTRAL

Review of range aspects and root-mean-square value of
current’s assessment during arcing intermittent SPEF were
carried out for cable system with U,,, = 6 kV, operating with
insulated neutral, provided total capacitive current’s different
values /oy =5 .. 30 A. System’s simulation models were built
in Matlab medium with help of Simulink n SimPowerSystem
packages.

Peak amplitude transient current’s rushes appear generally
during SPEF close to busbars of nourishment center (NC).
Taking this into account, arcing intermittent SPEF were
simulated on NC’s busbars, in accord with W. Petersen’s
theory [5] (with extinction of grounding arc during the first
zero crossing of transient current’s charging part and restrikes
every 10 ms) and in accord with J. Peters and J. Slepian’s
theory [6] (with extinction of arc during the first zero crossing
of mains frequency part and restrikes every 20 ms). During
each calculation experiment oriented on range’s analysis the
ratio of root-mean-square value of mains frequency 50 Hz part
to the system’s total capacitive current I50/Icy  (for
undamaged feeder - I5)/Ic;, ratio) and Is/Icy ratio (for
undamaged feeder - I5/ I, ratio) were estimated (tab. 1).

From tab.1 comes, that during arcing intermittent SPEF in
accord with W. Petersen’s theory Iy / Icy and Iy / Ic;,y ratios,
specifying the degree of transient process’ impact on effective
range of entering primary current in SPEF’s location and in
undamaged feeder, may reach values to 12 and more, growing
with the declining of /¢y and /¢, For the lowering of
transient processes’ influence on the stability of ZSCP’s
functioning it is necessary to use filters, swamping out zero
sequence current’s upper harmonics.

TABLE L RESULTS OF CURRENT’S RANGE ANALYSIS IN SPEF’S
LOCATION AND CURRENT’S 310 IN UNDAMAGED FEEDER DURING ARCING
INTERMITTENT SPEF IN 6 - 10 KV CABLE SYSTEMS WITH DIFFERENT VALUES
OF TOTAL CAPACITIVE CURRENT Icx

SPEF in accord W. Petersen’s SPEF in accord with J. Peters
theory and J. Slepian’s theory
. 3i0 in , 3i0 in
Current in Current in
Sault location undamaged fault location undamaged
feeder feeder
Ics | Lflcs | Iglcs (Isolcim| Idlci, | Isflcs | Idlcs | Isdlcim | Idlcim,
A r.v. r.v. r.v. r.v. I.V. r.v. r.v. I.V.
5 3,26 31,84 3,26 38,67 0,80 14,99 0,80 17,08
10 2,48 19,06 2,48 31,38 0,79 10,50 0,78 15,61
15 | 285 | 17,26 | 2,84 | 2533 0,80 8,56 0,79 11,55
20 2,81 14,60 2,81 18,59 0,80 7,37 0,78 8,88
30 2,64 11,71 2,68 11,99 0,80 6,01 0,80 6,11

In a majority of digital ZSCP’s implementations in
actuating quantity’s shaping circuit band-elimination filters
are used, tuned to 50 £ Af Hz frequency. The ratio of 50 Hz
part’s effective range in transient and steady-state SPEF
modes (Is5y/ Icy and Isy/ I¢;,, columns in tab. 1) specifies the
peak capabilities of entering zero sequence currents’
frequency filtering, when all harmonics, except mains
frequency 50 Hz part, are swamped out by input filters
(optimum filtration). From tab. 1 comes that even with
optimum filtration minimum /5y/ Iy and Isy/ I¢ ;, ratios range
within 2,7 .. 3,3.

Peak values of I5)/ Icy and Isg/ Ic;, ratios determine the
value of Kj,,, in (1). From the analysis’ results comes that in
ZSCP’s calculations for 6 — 10 xV cable systems with
insulated neutral the K., (K,.) values should be taken no
less, than 3,3 / K, = 3,3/ 1,2 = 2,75, that is more, than the
value recommended by existed approaches for digital ZSCP
Kion = 2,0 — 2,5. With some margin must take the Kj,,, > 3.

Taking K., =3 , from (1) and (2), provided K,; = 1,3;
K in = 1,2, we’ll get I¢;,, = 0,17. Consequently, the feasibility
range of digital ZSCP’s, using as actuating quantity root-
mean-square value of entering current’s S0Hz part, in cable
systems 6—10 kV is limited by feeders, which internal
capacitive current is no more than 17% of systems’ total
capacitive /¢y. According to study’s [1] data, the proportion of
such feeders on NC constitutes no more 70%.

IV. HALF-PERIOD AVERAGE VALUES OF ZERO SEQUENCE
CURRENT DURING ARCING INTERMITTENT SPEF IN 6 - 10 KV
CABLE SYSTEMS WITH INSULATED NEUTRAL

In [1] it is shown that half-period average value of current
in SPEF’s location and neutral currents in undamaged feeders
during arcing intermittent SPEF increases less than root-mean-
square value. Taking this into account, an estimation of
motivation for the use in ZSCP the half-period average value of
controlled current in the capacity of actuating quantity attracts
interest. Such solution, particularly, offered in [7].

An action of half-period average neutral current’s value
was examined on simulation models of 6 kV cable system with
different values of total capacitive current /¢y during arcing
intermittent SPEF (tab. 2).
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TABLE IIL DEPENDENCE OF HALF-PERIOD AVERAGE VALUE IN FAULT
LOCATION AND NEUTRAL CURRENT IN UNDAMAGED FEEDER DURING ARCING
INTERMITTENT SPEF ON BUSBARS OF NC IN 6KV CABLE SYSTEM WITH
INSULATED NEUTRAL WITH DIFFERENT I¢s VALUES

Ics, A ‘ 5 ‘ 10 | 15 20 ‘ 30
SPEF in accord with W. Petersen’s theory (extinction of arc during the
1-st zero crossing of transient current’s charging part)
Lypos K/ Ics, r.v 3,57 3,36 3,01 2,75 2,42
6,28 5,37 4,29 3,49 2,62

Tipa.una K/ Ic ine sty

SEF in accord with W. Petersen’s theory (extinction of arc during the 1-st
zero crossing of tr t current’s charging part)

Iipas K/ Ics, r.v 5,85 3,89 3,17 2,88 2,98

Tipaund K/ Icin, 1v 6,45 4,39 3,47 3,05 3,03

SPEF in accord with J. Peters and J. Slepian’s theory

Ihpa.E'K.f/ICZ’ ry 3,12 2,53 2,21

Ihpa.und Kf/ICinh ry 354 256 2515

From tab.2 comes that /.5 Ky /Ics and Lypguma Ky/ Icin
ratios (K;= 1,11 — sinusoidal current’s form factor) reach peak
values during arcing intermittent SPEF on busbars of NC in
accord with W. Petersen’s model with extinction of grounding
arc during the first zero crossing of transient current’s charging
(mid-frequency) part and declines with increase of /¢x That is
also evident that ratios of half-period average neutral current’s
values during arcing intermittent SPEF and in steady-state
mode are well below, than ratios of root-mean-square neutral
current’s values for pointed modes that, seemingly, gives lesser
values of transient current’s rush ratio K, in selection of
ZSCP’s operation value according to (1) and, relationally,
allows to increase its sensitivity.

For the lowering the influence of transient currents on half-
period average value of zero sequence current during arcing
intermittent SPEF in ZSCP’s implementations, sensing the
half-period average value of entering current, as in ZSCP,
sensing root-mean-square current’s value, its necessary to use
filters. However, simulation models analysis showed that input
filters” usage decreases half-period average value to a far lesser
degree, than root-mean-square value.

Particularly, using of band-elimination filter, separating a
50 Hz mains frequency, in input current circuits of cable
systems with low values of total capacitive current
(Ics=5..10 A) the value of Kj,, ratio may reach (3,5-
4,5)/ K= (3,5-4,5)/1,2=292 - 3,75, i.e. more, than for
root-mean-square values. With some margin must take the
K,.n > 4. Application of low-frequency filters exerts similar
influence.

The results of carried out experiments shows that using in
digital ZSCPs half-period average current’s value in the
capacity of actuating quantity don’t allows to decrease
transient current’s rush ratio K., in (1) and provide the
decrease of analyzed SPEF protection’s sensitivity in
comparison with usage of root-mean-square value in the
capacity of actuating quantity.

V. RANGE AND ROOT-MEAN-SQUARE VALUE OF ZERO
SEQUENCE CURRENT DURING ARCING INTERMITTENT SPEF IN
6 - 10 KV CABLE SYSTEMS WITH HIGH-RESISTANCE GROUNDING

High-resistance grounding in 6-10 kV cable systems is
recommended for applying with total capacitive current
Ics=3..7A [8 and etc.]. Earthing resistor’s value is taken
equal to the capacitive system’s resistance:

Ry=Xcs=Upom /N3l . (5)

When choosing the earthing resistor value in accord with
(5), after grounding arc extinction capacity’s almost full
depletion is provided in a half-wavelength (10 ms) of utility
frequency, that leads to the decrease of extension potential,
which imposes on system during each arc extinction and
follows restrikes of grounding overvoltage arc and transient
current’s rushes’ amplitudes. That’s why intermittent arcing
SPEF in cable systems with high-resistance grounding is much
less dangerous for system and damaged feeder than in systems
with insulated neutral.

In each calculation experiment on the basis of range
analysis the ratios of root-mean-square value of utility
frequency’s current to the current in SPEF’s location were
estimated  I5y/1, =159/ \ (ICZ2 + Iazz) = N/ZICZ (for an
undamaged feeder /5y /¢ ;,,) and ratio I/ I, (for an undamaged
feeder I/ Ic ;) (tab. 3).

From tab. 3 comes that during arcing intermittent SPEF in
accord with W. Petersen’s theory root-mean-square value of
current in undamaged feeder can be in 10 — 20 and more excess
over internal capacitive current of protected feeder. The larger
intervals between grounding arc’s restrikes, the lower root-
mean-square value of current.

TABLE III. RANGE ANALYSIS RESULTS OF CURRENT IN FAULT LOCATION
DURING ARCING INTERMITTENT SPEF WITH DIFFERENT INTERVALS AT
BETWEEN ISOLATION RESTRIKES IN 6 KV CABLE SYSTEMS WITH HIGH-

RESISTANCE GROUNDING
SPEF in accord
with SPEF in accord with J. Peters
W. Petersen’s and J. Slepian’s
theory
I;f’ At, ms 10 20 80
I, | Igl, | Ivd, | Igh, | I, | 14,
(Icin), (cin (cid, | Acid | (cind, | Acim)
ry. ry. EV. A EY. A

e In fault
: § location 0,73 8,9 0,91 8,89 0,19 1,76
I~ In
Wl
S & | wundamaged 0,61 22,09 0,64 16,13 0,38 3,95

feeder
[ In fault
N § location 0,73 6,13 0,76 4,96 0,19 1,17
s
W R In
S == | undamaged 0,63 9,63 0,66 74 0,16 1,69

feeder

Appliance of band-elimination filters, tuned to 50 Hz
frequency, in input circuits of protection allows almost

completely eliminate transient processes’ influence on stability
of ZSCP functioning during external arcing SPEFs. It’s evident
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that ratio of selected with help of filters 50 Hz current’s part to
internal capacitive current of protected feeder I5,/Ic;, has a
peak during arcing intermittent SPEF in accord with J. Peters
and J. Slepian’s model and is less than 0,64 — 0,66. The fact
means that while choosing of operating current for such
ZSCP’s implementation in 6-10 kV cable systems, functioning
with high-resistance grounding, transient current’s rush ratio
K., may be accepted as 1.

In SPEF’s location (and, correspondingly, in damaged
feeder) root-mean-square value of /s current during arcing
intermittent SPEF increases much less in comparison with
steady-state mode’s of earth fault current
I, =V(Ies” + Ly') =\2Ic5 relative to undamaged feeder. In
SPEF’s location (and, correspondingly, in damaged feeder)
resistive component of SPEF’s current, produced by grounding
resistor, increases value of [, part in the range of total current
during arcing intermittent SPEF, and ratio 150/IPZ\/ZIQ:
during most dangerous for damaged feeder types of arcing
SPEF in accord with W. Petersen and J. Peters and J. Slepian
models falls within the limits of 0,7 — 0,9. The fact means that
ZSCP with input band-elimination filter, selecting current’s
50 Hz part, may be theoretically efficient not only during
steady SPEF, but also during listed types of arcing SPEFs, but
it's sensitivity will be smaller.

Provided K., = 1 from (4) comes the condition of signal-
operating ZSCP’s feasibility in 6 - 10 kV cable systems with
high-resistant grounding /¢« = 0,67 and for trip-operating
ZSCP ¢+ = 0,56. Let’s assume that during arcing SPEF in
accord with W. Petersen and J. Peters and J. Slepian’s models
50 Hz part of current in SPEF’s location in comparison with
current of steady-state fault mode I, = V(o5 + Is”) = 2y
will be less by ~30%, than in accord with condition of signal-
operating ZSCP’s feasibility we will get /¢« <~ 0,5 and for
trip-operating ZSCP I+ <~ 0,4.

Peaks of internal capacitive feeder  currents
I¢ i =1/ Icy in 6-10kV cable systems are, generally, less
than 0,35 — 0,4 [1], i.e. provided K,,= 1, ZSCP in 6 - 10 kV
cable systems with high-resistant, practically, has no limits of
application during steady SPEF and remains functional during
most dangerous for system and damaged feeder arcing SPEF in
accord with W. Petersen and J. Peters and J. Slepian’s models.

VI. CONCLUSION

1) Transient stability of digital ZSCP’s functioning during
arcing intermittent SPEF depends on type of actuating
quantity used in discriminating element. (Root-mean-square or
half-period average current’s).

2) Using root-meant-square value in discriminating
element of digital ZSCP with filters in input current circuits,
selecting 50 Hz current’s part, for the offset from transient
currents’ rushes during external SPEF, it’s necessary to accept
K, = 3, that is more than recommended values in ZSCP’s
calculation approaches Kj,,, =2 —2,5.

3) Application in input current circuits of ZSCP’s band-
elimination and low-frequency filters doesn’t allows to lower
the K., value while using half-period-average values of
entering current in the capacity of actuating quantity.
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Abstract—This article deals with selective protection against
single-phase earth faults at 6 — 10 kV electrical networks.
Different kinds of earth faults, factors influencing the
implementation of protection, various principles of
protection implementation, are described. Requirements
and structure of complex protection applicable to
networks with any neutral grounding mode and providing
separation of various kinds of earth faults are given in this
text.

Keywords-6 — 10 kV distribution electrical cable networks;
neutral grounding mode; single-phase earth faults; selective
earth faults protection

1. INTRODUCTION

In Russia the main part of the electricity is distributed to
consumers of urban and industrial power supply through the
medium-voltage electrical networks (6-10kV). The area of 20
kV cable networks application is also expanding. Single-phase
earth faults (SPEF) dominate at these networks (their general
number is 75-90% of all electrical damages) and frequently
cause faults accompanied by significant economic damage. As
a rule, SPEF protection acts on a signal. Its tripping action is
provided only for the generators, motors and lines, which
tripping is dictated by the electrical safety requirements.

Performance effectiveness of medium voltage distribution
networks, and electric reliability of consumers significantly
depend on technical perfection (excellence) (selectivity and
stability functioning) of SPEF protection devices. Scarce
technical perfection reduces the reliability of power supply.

Variety of neutral grounding modes at electrical medium
voltage networks is one of the key factors, which makes
achieving of universal effective solution in SPEF protection
implementation rather difficult. In Russia, medium voltage
network (6-10kV) can be ungrounded systems, resonant
grounding with arc-suppression reactor (ASR) or high-
resistance grounding systems. Neutral grounding mode
determines the principles of SPEF protection implementation
and the character of the electromagnetic transients that occurs
during the fault.

Another important factor is the difference in SPEF, typical
for cable networks operating with the afore-referenced neutral

grounding modes. There are sustainable SPEF (SSPEF), arc
intermittent fault (AIF), arc unsteady fault (AUF), self-
extinguishing fault (SEF). The most dangerous kind of SPEF is
AIF, which cause significant overvoltage, covering the entire
power grid, and an increase of current RMS value at the fault
location. AIF is the main source of double and multiple earth
faults, causing disconnection of two or more feeders, as well as
serious motor damages, fire in cable tunnels, etc. Therefore, in
the 80s, some Russian experts offered protection for any type
of connection (lines, electric motors) with acting on trip in case
of AIF, and if the faults are less dangerous - SSPEF and AUF -
on a signal [1].

AIF and SSPEF usually precede SEF, that’s why their
selective fixation can be used for diagnostics and improvement
of medium voltage cable networks insulation protective
treatment effectiveness [2, 3]. It is known [3, 4] that about 50%
of feeders disconnection can be prevented by selective fixation
of SEF and collected information using for cable networks (6-
10kV) diagnostics. Effectiveness of SEF information using for
diagnostics increases with fault location determination (zone-
within the accuracy of the network’s part, which can be
isolated for maintenance tests).

Considering the above-stated, complex solution to the
problem of SPEF protection at medium voltage cable networks
must meet the following basic requirements:

e Complex protection has to be applicable to electrical
medium voltage networks with any neutral grounding
mode.

e Complex protection has to identify all kinds of SPEF,
especially the most dangerous - AIF and allow
possibility of separate protection action on trip or a
signal, depending on the damage risk degree.

e Complex protection has to provide SEF fixation.

e Complex protection has to provide a continuity of
operation for the whole time interval of SPEF
existence, in case of sustainable faults, to search the
fault feeder (area) by switching method.

e Complex protection has to provide, if it’s possible,
remote fault location determination, including the SEF.

P01.5



Complex solution based on these requirements is possible
only for combined protection, using different methods of fault
feeder determination and SPEF kind identifying at networks
with any neutral grounding mode. Only protections based on
the use of different components of steady - state SPEF zero-
sequence current (e.g. operating frequency components, higher
harmonics  components, superimposed currents) have
continuity of operation. However, this type of protection does
not always provide SEF fixation, selectivity and operation
stability in case of AIF. As usual, only protections based on the
use of transient electrical values can provide selective fixation
of SEF, selectivity and operation stability in case of AIF, AUF.

Such function of a digital complex protection, providing
AIF clear identification, allows fast identification of the most
dangerous fault type for the network and protected feeder, and
technical excellence increase of widely used protections, based
on different components of the steady state SPEF current, due
to their automatic lock or settings changing during the
existence of AIF.

Thus, the SPEF complex protection is not just a mechanical
combination of several independent protections, based on
various methods, in "one device", but interaction between
functions that brings into action various methods of protection
implementation, in order to maximize the efficiency of their
operation. Complex protection creation is possible only on a
microprocessor element basis.

II.  ARC INTERMITTENT FAULTS AND ARC UNSTEADY
FAULTS

Arc unsteady fault is the main kind of SPEF at cable
networks (6-10kV) which is characterized by intermittent
current form with a predominance of free transient components
[1, 5 — 8]. Amplitude of these components reaches values up to
hundreds and even thousands of amperes and depends on total
capacitive current /.y, distance of fault location from power
source busbar, faulty phase voltage at the moment of insulation
failure, and electrical network line parameters. All arc SPEF
can be divided into 2 species:

a) Arc intermittent fault.
b) Arc unsteady fault.

Arc unsteady SPEF isn’t accompanied by significant
overvoltage during repeated ignitions of the grounding arc, like
in case of AIF. Studies, carried out with simulation models of
isolated cable networks, showed that the overvoltage value
during repeated ignitions of the arc mainly depends on the time
interval between repeated insulation breakdowns (Fig. 1).
Analysis showed that when these time intervals are less than
0,08-0,1 s the overvoltage reach dangerous values (unfaulted
phase-to-ground voltages degree is over than 2,7 - 2,8 times).
In that case RMS fault currents value, as a rule, is less than
total capacitive current I.y. Taking this into account, in
complex protection, the value of the time intervals between
repeated insulation breakdowns is proposed to use as a
distinction criterion between dangerous AIF and relatively safe
for a network AUF.

2,5 m 30A

[ 3]

A 10A

0 | | At, ms

10 30 50 70 90 100 110

Figure 1. The overvoltage ratio Ko dependence from the time intervals
between repeated insulation breakdowns At in case of AIF: 1 — 6 kV network,

Ly =10 A, 2— 6 kV network, Iy =30 A

III. AIF DETECTING METHODS

The results of the arc intermittent faults and arc unsteady
faults researches, carried out with simulation models of 6-10
kV cable networks in the modeling system Matlab, showed that
AIF detecting can be based not only on direct measuring of the
time intervals between repeated ignition of the grounding arc
but also on simpler methods, which are based on higher
harmonics components measuring in the spectrum of the zero-
sequence currents and voltages. They are:

A. Measuring the higher harmonics overall rate of the zero-
sequence voltage 3U,,.

B. Measuring the higher harmonics overall rate of the
protected feeder zero-sequence current 31

During normal operation total harmonic distortion THD
value have to be under 8%. Exceeding this level indicates AIF.
Calculations show that if the THD=8% and individual HH
components value reaches maximum permissible level, the
overall level of the HH in SSPEF current will not exceed
0,655 (or 0,65I¢;, where I¢;is capacitive feeder current), but in
case of AIF it will exceed 0,651 5.

Proposed methods can be used as a part of SPEF complex
protection, as well as separate protection fault detectors locking
or changing the settings, if protection doesn’t provide
selectivity and stability of operation in case of AIF.

IV. MEDIUM VOLTAGE CABLE NETWORKS SPEF COMPLEX
PROTECTION BLOCK DIAGRAM

The simplest zero-sequence current protection (ZSCP) and
directional zero-sequence current protection (DZSCP) got wide
application at 6 - 10 kV electrical power networks with isolated
neutral in Russia and over countries [9]. They are also used at
high-resistance  grounding systems. The main ZSCP
disadvantages are limiting of its application, depending on the
magnitude of capacitive feeder current (I ;+= I;/I.» < ~0,15-0,2)
and possibility of operation failures in case of AIF, which is
also critical to DZSCP.

SPEF protection based on measurement of higher
harmonics overall rate (HHZSCP) in protected feeder zero-
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sequence current 3I, got wide application at resonant
grounding by ASR electrical power networks 6 - 10 kV in
Russia. HHZSCP main disadvantages are limiting of its
application, depending on the magnitude of capacitive feeder
current (/,;+<0,05-0,1) — the same as for ZSCP, and inability to
detect AIF. Devices responsive to higher harmonics
(HHDZSCP) direction allow obtaining more efficient solution
for SSPEF protections at resonant grounding with ASR
systems.

AIF clear definition by complex protection allows technical
excellence increase of protections above due to their automatic
lock or settings changing in case of AIF.

Proposed complex protection overall structure, including
ZSCP, DZSCP, HHZSCP and HHDZSCP, is shown in Fig. 2.
The main protection in the structure is that which distinguishes
AIF. It is designed as directional protection with continuity of
operation (DCOP), based on the use of transients electrical
quantities.

V. PRINCIPLES OF DCOP IMPLEMENTATION

One possible way of directional protection with continuity
of operation embodiment is based on definition of zero-
sequence power mean value sign for the whole time interval,
when transient current iy(t) exists. At the same time voltage
derivative duy/dt is used as a polarizing value. It provides
protection proper operation in case of possible distortions
between voltage uy(t) and current iy(t) initial signs ratio, which
is possible because of the network neutral displacement.
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Figure 2. Complex protection functional logic diagram

Continuity monitoring of transient zero-sequence power
mean value in case of the SPEF can be implemented on the
basis of algorithm described by the ratio

T = [ i(0)- (dug(t)/de)dt, (D

where t, - SPEF transients observation time.

Thus, in networks with any neutral grounding mode it
seems possible to implement complex protection against all
types of earth faults combining previously known principles of
protection implementation, well-proven itself in identifying
sustainable SPEF with principles providing precise fixing and
separation of various kinds of unsteady faults. This protection
provides continuity of operation under both transient and
steady-state conditions of SPEF and can separately acts on a
signal in case of relatively safe AUF and on trip in case of AIF.
Viewed principles of protection implementation are realized
within the limits of joint effort with the protection devices
manufacturer (<KEKRA» RPE Ltd). Technical specification for
experimental development is currently created, preproduction
prototype and experimental sample are also developing.

CONCLUSIONS

e Basic requirements for complex protection against
single-phase earth faults, including the requirement of
AIF identification, that allows improving of widely
used protections efficiency as well as power supply
reliability, were stated.

e  Studies, carried out with simulation models of isolated
cable networks, showed that the risk degree of
different kinds of SPEF depends on time interval
between repeated arc ignitions. It was proposed to
perform protection acting on trip in case of AIF, which
time intervals between repeated arc ignitions are about
0,01 -0,02s.

e The structure of complex protection, applicable to
networks with any neutral grounding mode,
combining previously known principles of SPEF
protection implementation and directional protection
based on transient values, which provides separation of
various kinds of SPEF based on measurement of time
intervals between repeated insulation failures was
proposed.
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Kurzfassung — Schwefelhexafluorid (SF¢) ist das meist
verwendete Isoliergas der Hochspannungs- und Energietechnik.
Neben den exzellenten Isoliereigenschaften besitzt SFq das
hochste bekannte Treibhauspotential und weist eine lange
Verweilzeit in der Atmosphire auf. Allerdings besitzen
alternative  Isoliergase oft nur einen Bruchteil des
Isoliervermogens von SFq Die elektrische Festigkeit von
Isoliergasen kann mit Druckerhéhung gesteigert werden, deshalb
sind Durchschlagsmessungen an alternativen Gasen und
Gasgemischen (N,, Luft, SF¢) bis zu Gasdriicken von 1.1 MPa
durchgefiihrt worden. Mit diesen Messungen wurde priméir das
Isoliervermogen der Alternativgase in quasihomogenen
Anordnungen in Hinblick auf eine Anwendbarkeit der Paschen-
Parameter auch im Hochdruckbereich untersucht. Vor dem
Hintergrund der praktischen Umsetzbarkeit wurden aber auch
Einflussfaktoren wie Oberflichenrauigkeiten, Startelektronen-
problematik und inhomogene Feldanordnungen mit einbezogen.

Stichworter: Elektrische Festigkeit, Paschengeset;, Streamer,
Kanalentladung, Kugelfunkenstrecke, Mischgase, Oberfliichen-
rauigkeit, Blitzstofispannung, GIS, Schwefelhexafluorid

NOMENKLATUR
Symbol Bezeichnung Einheit
o Ionisierungskoeffizient 1/m
NaN Anlagerungskoeffizient 1/m
NGeo Ausnutzungsfaktor
Kapazitat/Kondensator F > As/V
d Schlagweite Im—1mm=10"m
E Elektrische Feldstarke 1 V/im — 1 kV/em =10’ V/m
E/p druckbezogene 1V/(Pa m) — 1kV/(bar mm) =
(reduzierte) elektrische 10V/(Pa m)
Feldstarke
F Weibull Haufigkeitsverteilung
Nyt Kritische Ladungstragermenge
P Druck 1 Pa— 1 MPa=10°Pa= 10 bar
(0] radioaktive Aktivitat 1/s=1Bq
r Radius Im— 1 mm=10°m
R, Mittlere Rauigkeit Im—1pm=10°m
Rax Maximale Rauigkeit Im— lum= 10°m
S Strahlendosis 1eV=1,60210"17
4T Zeit s— 1us=10"%
U Spannung IV 1kv=10'V
X Wegstrecke m
Xt kritische Wegstrecke m
A Paschen-Parameter 1/(bar mm) = 10%/(Pa m)
B Paschen-Parameter 1 kV/(bar mm) = 10 V/(Pa m)
BIL Blitzstospannung (basic insulation level)
k Ionisationsbeiwert
MWB  Messwandlerbau Bamberg
SIL SchaltstoBspannung (switching insulation level)
SF¢ Schwefelhexafluorid
X Anzahl der Gasdurchschlage
4 Anzahl der gehaltenen Spannungsimpulse (keine Durchschldge)

Andreas Hopf

Fakultdt Elektrotechnik (Hochspannungstechnik)
Hochschule Coburg
Coburg, Deutschland
andreas.hopf@hs-coburg.de

I. EINLEITUNG

Die Gasisolation der Hochspannungstechnik kann seit den
60er bis 70er Jahren als ausgereift angesehen werden. SFg
ermdglicht eine kompakte Bauweise von Hochspannungs-
betriebsmitteln. Im Vergleich zu atmosphérischer Luft besitzt
SF¢ ein dreifach hoheres Isoliervermdgen (p = 0,1 MPa). SF
erreicht ab einem Gasdruck p > 5 bar vergleichbare
Isoliereigenschaften wie Isolieréle.

Neben den positiven Eigenschaften hat SFq das hochste
Treibhauspotential aller bekannten Gase (1/22800 CO,
Aquivalent [14]). SFg ist im Kyoto-Protokoll gelistet und seit
2005 in der europdischen F-Gasverordnung aufgenommen. In
der Hochspannungstechnik wird SF¢ nur in geschlossenen
Kreisldufen verwendet. Monitoring, Gasriickgewinnung und
Dichtewidchter gewdhrleisten eine minimale Emission in die
Atmosphire. Diese Verfahren sind allgemein bewehrt,
anerkannt und legitimiert. Dennoch besteht aufgrund deren
Kosten und einem Restrisiko von ungewolltem Entweichen
von SF¢ ein Bedarf an alternativen Isoliergasen.

In der allgemeinen Modellvorstellung der Gasentladung
sind schwéchende Einfliisse auf die elektrische Festigkeit, wie
z.B.  Feldemission,  [B-StoBprozesse,  Sekundareffekte,
Riickwirkung der Oberflichenrauigkeiten bekannt. Aus der
einschldgigen Literatur [1, 2, 3] sind die Angaben iiber der
elektrischen Festigkeit von alternativen Isoliergasen im
Druckbereich von 0,5...1,1 MPa fiir Dimensionierungsfragen
nicht ausreichend detailliert. Aufgrund dessen wurden
Untersuchungen der elektrischen Festigkeit von N,, Luft und
SF¢-Ny-Gemischen mit definierten Randbedingungen bei
hohem Gasdruck durchgefiihrt. Im Allgemeinen werden SF¢-
N,-Gemische fiir Tieftemperaturanwendungen genutzt um den
Partialdruck von SF¢ und somit den Taupunkt zu verringern.
Bei unseren Untersuchungen bedienten wir uns der
Elektroaffinitit des SF4s, um die elektrische Festigkeit von
Stickstoff durch Beimischung von SFs zu steigern. Der Fokus
lag auf den umweltfreundlichen Gasen Luft und Stickstoff.
Untersuchungen mit Fluor substituierten Kohlenwasser-
stoffverbindungen (PFC) wurden trotz ihrer derzeit diskutierten
Substitutionseigenschaften nicht durchgefiihrt, da auch diese
Gase Beschrankungen, &dhnlich der F-Gas-Verordnung
aufweisen. Die Untersuchungen der Durchschlagsfestigkeit
dieser Gase wurden im Hochspannungslabor der HS Coburg
durchgefiihrt. Neben Durchschlagsversuchen mit Wechsel-
spannungen bis 200 kVac lag der Fokus auf Impuls-
spannungsmessungen bis 320 kVpyp mit unterschiedlichen
Riickenzeitkonstanten. Mit dem Priifkessel konnten bei
Gasdriicken bis p = 1,1 MPa unterschiedliche Kugelelektroden
(schwach und stark inhomogene Felder) untersucht werden.
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II. VERSUCHSANORDNUNG UND DURCHFUHRUNG

A. HOCHSPANNUNGSAUFBAU

e 3-stufiger Marxgenerator (MWB) U,,..x =320 kV

(Abb.1 Ersatzschaltbild, Abb. 2 zugehoriger
Kurvenverlauf)

e Impulsform BIL, SIL (positive und negative
Polaritét)

Kapazitiver Spannungsteiler, T,;= 12 ns, C = 33 pF
Niederinduktiver Unterkondensator, Cy = 57 nF
HF-Messleitung 75 Q

Priifgefal ppax = 1.1 MPa und U, = 500 kVac

B. MESSTECHNIK

e Transienten Rekorder 12 Bit Tgympie = 4 ns

e 300 MHz 1/10 Tastkopf

e  Gesamtiibersetzungsverhiltnis liges = 1/18677

e Potentialfreie Messung (Batteriebetrieb, Laptop)

C. DATENAKQUISE (BEI IMPULSSPANNUNGSMESSUNGEN)

e GroBe Stichprobe n > 150 Impulse (statistische
Streuung der Durchschlagsspannung)

e 30 s Wartezeit nach jedem Gasdurchschlag

e  geringster Durchschlagswert als Anfangsspannung

e hochster gehaltene Spannungsimpuls wird als
100% Durchschlagsspannung bewertet

e Annahme und Berechnung einer 3-parametrigen
Weibull-Héufigkeitsverteilung der Durchschlag-

Spannung
_( U-Ugy )5
Fyeipuu(U) =1 —e Uss=Uo (1)
e Datenarchivierung in einer Datenbank
TR ==
Marxgenerator 320kV c;) - {
( 95
RD2
1k2 = CM3
maL [] . 100pF
L RE2 | \
) cs2 o = CM2 -
100pF q D E
an A B Strahle_)%‘ b4
mﬂL [] = CMm1 { I!
HV Transformator 'S 100pF
) N
Vs 230V D100kV D100kV RL LJ = Druckkessel
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~) 2) HVS 100KY ) ﬁQ‘ME‘L
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Abb 1: 320 kV MWB Marxgenemtor HS Coburg
x10* ‘ Kurvenverlauf BIL 1,2/50us
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Abb. 2: BIL Kurvenverlauf 1,2/50 us (1,33 us/44,3 us)

Ein diskreter Wert fiir die Durchschlagsspannung existiert
nicht, dieser unterliegt einer Haufigkeitsverteilung. Besonders
bei Impulsbelastungen kann nur die Aussage iiber Durchschlag
und kein Durchschlag getroffen werden. Hierbei spielt die
Hohe der anliegenden Spannung und die Haufigkeit der
Impulse eine Rolle (statistische Streuung). Mit einer groflen
Stichprobe von Spannungsimpulse kann eine Verteilung
zwischen der Halte- und der Durchschlagsspannung beobachtet
werden.

D. ERMITTLUNG DER DURCHSCHLAGSSPANNUNG

In der Hochspannungstechnik beriicksichtigt man die
Durchschlagsspannungsverteilung nach Weibull [4] Gl. (1).
Zwischen der Haltespannung und der Durchschlagsspannung
kann so ein kontinuierlicher Verlauf ermittelt werden.

Abbildung 3 stellt exemplarisch eine solche Spannungs-
verteilung dar (Héufigkeitsverteilung in Abhéngigkeit der
Spannung). Die Ermittlung der drei Weibullparameter erfolgte
aus der Abschitzung der Halte- und Durchschlagspannung und
der 63%igen Durchschlagshaufigkeit. Fiir jeden Messpunkt
(pd) wurde eine solche Verteilung erstellt. D.h. bei einer
gegebenen Elektrodengeometrie mit definiertem Gasdruck p
und Schlagweite d (z.B. ri,ge = 9,5 mm, p = 0,7 MPa, d = 10 mm)
wurde die Hohe der Spannungsimpulse bis zum Einsetzten von
Gasdurchschlédgen gesteigert, danach wurde die
Spannungshéhe verringert und erneut bis zu weiteren
Gasdurchschldgen gesteigert. Nach einem Durchschlag wurde
eine Wartezeit von 30s eingehalten. Diese Prozedur wurde
mehrfach wiederholt, bis eine ausreichend groflie Stichprobe
erzielt wurde. Jeder FEinzelimpuls wurde oszillographiert,
ausgewertet und gespeichert. So konnte eine zuverldssige
Verteilung zwischen Halte- und Durchschlagspannung
ermittelt werden. Meistens wurden die Messung bei einer
Anzahl von X > 150 gehaltenen Spannungsimpulsen und einer
Anzahl von Z < 50 Gasdurchschldgen beendet.

Weibull Verteilung der BIL Spannungsimpulse

-
o
o

© keine Durchschlage X = 232
2 Gasdurchschlage Z = 18
—U0 =154 kV; U10 =155kV; U63 =157 kV; 5 =2.04

\Weibull Verteilung

©
o

rel. Anzahl der Spannungspulse [%)]
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o

keine Durchschlage
40 § Gasdurchschlage|
i
201 bt
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Abb. 3:Verteilung der Spannungswerte der Durchschldge, der
gehaltenen Impulse und der daraus errechneten
Weibullverteilung

III. GASDURCHSCHLAG

Gase sind im Normalzustand Isolatoren. Unter
Normalbedingungen befinden sich nur wenige freie
Ladungstrager im Gas. Fiir eine selbststindige Ladungstriger-
vermehrung (StoBionisation) im Gas muss die ndtige kinetische
Energie von einem freien Ladungstrager (vorwiegend
Elektronen) aus dem &uferen elektrischen Feld flir einen
ionisierenden  Sto aufgenommen werden. Sobald die
Ziindbedingung nach Townsend bzw. Reather erfiillt ist, setzt
ein Gasdurchschlag ein (e* = e'38-18 =10¢..10% freie
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Ladungstrager, Ionisierungsbeiwert k, [1, 2]). Bei Hochdruck-
entladungen geht eine anfingliche Townsend-Generations-
lawine ausschlieBlich in die Kanalentladung (Streamer) iiber.
Streamer verzerren durch ihre hohe Raumladungsdichte das
dulere elektrische Feld. Dieser felderschwerte Bereich wirkt
sich negativ auf das Isoliervermdgen des Gases aus. Der
Streamer ist im Hochdruckbereich und bei BlitzstoB-
spannungen  hauptsdchlich  fiir den  Gasdurchschlag
verantwortlich ([1, 2]). Der lonisierungskoeffizient o gibt die
lonisierungen pro Wegldnge an — die Gesamtanzahl der
Ionisierungen  pro Ladungstrager  entspricht  dem
Ionisationsbeiwert k. Mit der Messung der Durchschlags-
spannung als globales Ereignis ist nur die Bestimmung des
effektiven  lonisationskoeffizienten @  (Differenz  aus
Ionisierungskoeffizient o und Anlagerungskoeffizient may)
moglich.

foxka — Ny 0x = foxkc? ox =k )

A. HOMOGENFELD

Nach Friedrich Paschen ist die Durchschlagspannung U
nach Gl. (3) eine Funktion aus dem Produkt von Druck p und
Schlagweite d mit den spezifischen Gasparametern (4, B) im
homogenen elektrischen Feld.

B-pd
Uhomogen(pd) = ln(&)

k

3)

Das Paschengesetz besitzt nur Giltigkeit fir das
raumladungsfreie, homogene elektrische Feld. Praktisch
konnen homogene Felder nur schwer erzeugt werden. Mit
grolen Kugelradien und kleinen Schlagweiten erreicht man
nahezu homogene Felder (,,quasihomogen). Deshalb wurden
die Messungen im quasihomogenen elektrischen Feld
unternommen. Hierbei lag das Verhiltnis von mittlerer zur
maximalen elektrischen Feldstirke bei 76, > 93%
(Ausnutzungsfaktor nach Schwaiger Gl. (4), rgue = 75 mm,
d=1,5...15 mm).

=75 @)

NGeo = d-

| &
T

Die Berechnung des Ausnutzungsfaktors kann {iber
Tabellenwerten fiir standardisierte Anordnungen ermittelt
werden. Bei dem verwendeten Druckgefdl ist der
Schutzbereich der Funkenstrecke nicht gewéhrleistet, deshalb
wurden alle Feldverldufe simuliert (FEM). Aus der FEM-
Simulation wurde der Ausnutzungsfaktor bestimmt (Abb.5).

B. INHOMOGENFELD

Fiir inhomogene Feldanordnungen kann kein geschlossener
mathematischer Ausdruck, wie das Paschengesetz, formuliert
werden. Nur die Integration entlang der elektrischen Feldstérke
nach Gl (2) ist hier korrekt. Die Berechnung der erzeugten
Ladungstrager Ny; kann nach Gl 5 und {ber den
Ionisationsbeiwert k erfolgen. Mit der Nédherung nach A.
Schwaiger Gl. (6) schldgt eine Elektrodenanordnung durch,
sobald die Anfangsfeldstirke FE, {iberschritten ist. Die
Anfangsfeldstirke wird dabei wesentlich durch den
Kugelradius 7 bestimmt. Mit kleinerem Radius steigt die
Anfangsfeldstirke an. Veranschaulicht mit dem Volumen-
VergroBerungsgesetz, sinkt die Wahrscheinlichkeit einer

Gasentladung mit kleiner werdenden Volumen. Wenn eine
Abhiéngigkeit zwischen Anfangsfeldstiarke und Teilchenanzahl
besteht, miisste eine Druckerhéhung (hohere Teilchenzahl)
einen Einfluss auf die Anfangsfeldstirke haben. Deshalb wurde
nach dieser These der Einfluss des Druckes auf die
Anfangsfeldstirke untersucht.

B
Xk & 2 (Xk o ~\EP
efo @ox _ eApfo e (E )6x = ek = Nyrie (5)

Uinhomogen =Ngeo  Eq-d (6)

Fiir die Messungen im schwach inhomogenen elektrischen
Feld (77 > 0,2; keine Vorentladungen, gy = 9,5 mm) wurde
eine asymmetrische Kugel-Platte-Anordnung verwendet. In
Abbildung 4 ist anhand der hohen Agquipotentialliniendichte
die hohe Feldstirke im Kugelbereich ersichtlich. Mit dieser
Anordnung wurden auch Polarititseffekte der Gasentladung
untersucht. Abb. 5 zeigt sowohl den Ausnutzungsfaktor fiir die
quasihomogene als auch fiir die schwach inhomogene
Feldanordnung (rguee = {75; 9,5} mm).

-

— I \, — I

Abb. 4:Kugel-Platte-Anordnung im Priifkessel
Tugel = 9,5 mm, ¥paye = 150 mm, ¥rapg = 40 mm
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Abb. 5: Ausnutzungsfaktor Kugel-Kugel (r = 75 mm) und
Kugel-Platte-Anordnung (r = 9.5 mm)

IV. EINFLUSSFAKTOREN AUF DIE ELEKTRISCHE FESTIGKEIT

A.MANGEL AN STARTELEKTRONEN

Die Erfiillung der Ziindbedingung einer Gasentladung ist an
die Ladungstrigervermehrung gebunden. Ohne ein freies
Elektron (Startelektron) findet keine StoBionisation und
Ladungstragervermehrung statt. Die Zeit bis zur Entladung ¢,
ist die Summe aus der Zeit bis zum Erreichen der
Ansprechspannung  f), statistischer Ziindverzugszeit ¢,
Kanalaufbauzeit ¢, und Funkenaufbauzeit #; (nach [1]). Deshalb
kommt es bei Impulsspannungen mit kurzen Stirnzeiten vor,
dass nicht immer eine Entladung einsetzt, obwohl die
Zindbedingung erfiillt wire.
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Ohne Startelektron setzt ein wesentlich groBerer
statistischer Ziindverzug ein (statistical time lag). Bei ldngeren
Zeitkonstanten (SIL, AC oder DC) steigt die Auftritts-
wahrscheinlichkeit eines Startelektrons und der Ziindverzug
verringert sich, oder ist praktisch nicht messbar (Spannungs-
Zeit-Flachen-Gesetz [1]). Bei den hier durchgefiihrten
Messungen im  druckgepriiften Stahlgefdl zeigte sich
besonders im Bereich der kurzzeitigen BIL-Impulse eine starke
Streuung der Durchschlagsspannungen, die auf eine schr
geringe Anzahl von Startelektronen im Priifgefdl schlieBen
lieB. Dieses Phidnomen der statistischen Verzugszeit ist in [15]
beschrieben. Mit der direkten Bestrahlung eines im Priifkessel
befindlichen [-Strahlers war kaum eine Streuung der
Durchschlagsspannungswerte feststellbar (sieche folgenden
Abschnitt und Abb. 1 Position 3-Strahler).

B. BESTRAHLUNG, VORIONISATION

Bei unseren Messungen war es notwendig die
Anfangsspannung entsprechend der Weibullverteilung zu
bestimmen. Ein Ziindverzug durch Startelekronenmangel
erschwert die Bestimmung der Anfangsspannung, somit
werden ebenfalls die Paschen-Parameter fehlerbehaftet
bestimmt. Die Anfangsspannung wiirde tendenziell zu hoch
gemessen werden. Deshalb wurden Messungen bei f3-
Bestrahlung (Sr90 Q = 1,8 MBq, S = 546 keV) unternommen.
Bei der 1,2/50 ps BlitzstoBspannung stehen dann zum
Zeitraum der Scheitelspannung (-3%, Atz = 3,8 us) etwa 7
Startelektronen fiir die StoBionisation bereit (Vgas = 1,5 cm?).

Die Bestrahlung der Funkenstrecke war im unteren
Druckbereich p < 0.8 MPa notwendig (Startelektronenmangel
bei kleinen Abstinden und niedrigen Spannungen). Bei
Feldstirken grofer 250 kV/ecm und ,technischer Oberfliche
Ruax = 10 pm setzt eine Feldemission ein, welche den
Startelektronenmangel kompensiert. Der $-Strahler befand sich
im Inneren des Priifkessels mit einem Abstand von ca. 25cm zu
den Elektroden. Die Bestrahlungsrichtung konnte iiber ein
auleres Getriebe eingestellt werden.

C. OBERFLACHENRAUIGKEIT

Mikroskopisch betrachtet stellen Rauigkeiten auf der
Oberfldache Spitzen und Krater dar. An diesen Spitzen treten
lokale Feldstirkeiiberhohungen und eine erhohte lonisierung
auf. Des Weiteren konnen Elektronen leichter aus der rauen
Oberflache austreten (Flacheneffekt, evtl. anhaftende Partikel
[2]). Dieser Emissionsstrom ist von der dufleren Feldstirke
abhéngig. Mit Erhoéhung der Feldstirke steigt der
Emissionsstrom exponentiell an. Teilweise bilden sich
Raumladungen, welche das elektrische Feld verzerren.
Generell wird die elektrische Festigkeit vermindert.

Die schwach inhomogene- und  quasihomogene
Elektrodenanordnung wurde mit unterschiedlichen Rauigkeiten
ausgefiihrt um die Riickwirkung der Oberflichenrauigkeit auf
die elektrische Festigkeit zu untersuchen (siche Abb. 6 und 7).

Oberflachenrauhigkeitsmessgerat der Klasse 1:

o Technische Oberfliche

R,=0,2...0,5 um, Ry = 0,3...0,8 pm

e Technische Oberfliche
R,=1,8...2,8 um, Rjox = 3,2...4,8 um

e Raue , gestorte Oberfliche
R, =18...24 um, Ry, = 30...40 pm

V. MESSERGEBNISSE

A. Quasihomogenes Feld

Hinweise zu den Ergebnissen

e  Messergebnisse aus der Blitzstolspannungsmessung

e Positive Polaritdit (im Homogenfeld sind die
Durchschlagspannungen beider Polarititen nahezu
identisch)

e Ausnutzungsfaktor nge, > 93%

e Balken geben das 95% Konfidenzintervall der
Durchschlagsspannungsverteilung nach Weibull an

e Qiiteklasse 5.0 (alle Gase)

Mit Hilfe der Paschen-Darstellung, U, liber pd ist es
moglich, die Paschen-Parameter von Luft und N, indirekt zu
bestimmen. Abbildung 6 zeigt die Durchschlagsspannung von
Luft, N, und SF; iiber dem Produkt von pd. Die Messpunkte
der Durchschlagsspannungen wurden im Diagramm mit einer
Paschen-Kurve ergénzt. Die Paschen-Parameter wurden zuvor
abgeschitzt und iterativ an den Kurvenverlauf angepasst. Bei
SFy ist keine Berechnung der Paschen-Parameter und Angabe
der Paschen-Kurve aufgrund der hohen Elektroaffinitét
(Elektronenanlagerung) moglich, deshalb ist der Kurvenverlauf
von SF; interpoliert.

Durchschlagspannung Udso(pd' d = const) [kV] SF6, Nz, SF6 - N2 - Mix, Luft
700 Uy(pd), SF Ty = 75mm, R = 5um, ' ' '
* Ud(pd) SF N, 65%, . Teugel = 75mm, R =5um SF;100% R . = 5um
600| , Uy(pd), SCA, 1 = 75mm, R = 5um },g )
> U )N, rm_w =75mm, R = 5um %//}”E
500 o u,(pd). scA, yger = 75MM, R = 35um { 7
= = £ LUftR = 35um
= 400 §/ 7
_'g - LuftR = 5pm
3 L 2 ]
—° 300 =7 \/// i
SF,65% R, =5um L g;./.»-—'ji/“"/&"
200+ P~ - s — |
//m/ ;/@"‘ S
100~ 7~ . e B
/// e N; Ripax = 5Um
0 L L L L I I
0 20 40 60 80 100 120

pd [bar mm]
Abb. 6: Durchschlagspannung Ugso von Luft (R, = 5...35um), N,, SFs-
N»-65%, und SF, in Abhdngigkeit von pd, BIL Priifung, im
Quasihomogenfeld,n > 93%

Abbildung 7  zeigt die berechnete elektrische
Durchschlagsfeldstirke £,(p) in Abhdngigkeit des Drucks. Die
elektrische Festigkeit, die mit dem Schwaiger-Faktor
(Ausnutzungsfaktor Gl. 4) korrigiert und aus den
Durchschlagsspannungen von Stickstoff, SFs und synthetischer
Luft (SCA, Synthetic Compressed Air) berechnet wurde.

elek. Festlgkelt Ed(p) Quasmomogenfeld SF N SF 65%, Luft

T T l l T T

400 z % b
SF 100% R —5umﬁ>§ §
350- +* <—SF 65% R X—Sum i
T
300 % i
£ g”’g o
5 250 5/ P B
J (]
= 200- % P R = 5“““‘;___ & WitR, =35 |
° J - A =
W 150 {? - _g..-——“"é % Eyp), SF Ny = 75MM, R = 5um
100k /7 * E(P)SFy o 75mm. R, =5um
: = N,R _ =5um ® Ep) ScA, rKu 4= 75mm, R =5um
50r /) © E,p) SCA. 1, = 75mm,R _ =35um
0 ‘r ) ) ) ) r 0 EyP) Ny g = 75mm, R = 5um
0 01 02 03 04 05 06 07 08 09 1 11 12

p [MPa]
Abb. 7: Durchschlagsfeldstiirke E;von Luft (Ryg: = 5...35um), N,
SF-N»-65%, und SF in Abhdngigkeit von p, BIL Priifung, im
Quasihomogenfeld,n > 93%

P01.6



Die auf den Druck bezogene elektrische Einsatzfeldstirke
(E/p) ist in Abbildung 8 dargestellt (Normierung auf £/p von
SFs). Es wird deutlich, dass sich die bezogene elektrische
Festigkeit E/p mit steigendem Druck reduziert. D.h. das
Isoliervermdgen eines Gases steigt nicht linear mit dem
Gasdruck an. Bemerkenswert ist, dass die Abnahme von E/p
von SF¢ starker ist als die von Luft und Stickstoff. Dies liegt
daran da der effektive lonisierungskoeffizient @ wesentlich
starker mit £/p zunimmt als beispielsweise bei Luft [1].

reduzierte elek. Festigkeit E/p(p) SF6, N2 und Luft, normiert auf E/p (SFG)

T T T T T T

o E/p(p), SCA, Tkugel = 75mm, R =5um
LS. —— E/p(p)-Fit synth. Luft
= . o Eyp(p). Ny Tkugel = 75mm, R =5um
0.8- = ——E/p(p)-Fit N2
. « Elp(p), SFg, "kugel = 75mm, R =5um
o N ——Elp(p)-Fit SF
§ 0.6 = a |- E/p(p)- Fit SF interpoliert
i =
s T
L 04 T
=
W T e
0.2 &mﬁ
0 I L I I

I I I I I I I
01 02 03 04 05 06 07 08 09 1 11 1.2
p [MPa]

Abb. 8: reduzierte elektrische Festigkeit E/p von SFg, N,
und Luft, normiert auf E/p(SFs)

Abbildung 9 zeigt die elektrische Festigkeit der Gase
Stickstoff und SF; in Bezug auf die elektrische Festigkeit von
synth. Luft (Quotient zwischen Egp¢/Esca bzw. Eno/Esca). Es
zeigt sich, dass SF¢ bei einem Druck von 0,1 MPa etwa das
dreifache Isoliervermdgen von Luft besitzt. Bei einem Druck
von 0,7 MPa sinkt dieses Verhiltnis auf etwa den Faktor 2.
Weiterhin lédsst sich aus diesem Diagramm entnehmen, dass
Stickstoff nur etwa 90% des Luftisoliervermogens besitzt.
Stickstoff hat keine Elektronenaffinitidt (keine Anlagerung
freier Elektronen).

elektr.Festigkeit bezogen auf die elektr. Festigkeit von Luft
35 T T T T T T T T T

3‘ -

2.5- 6 1

2r 2 E

1.5 A

E,(Gas)E (Luft

1

0.5-

87 02 03 04 05 06 07 08 09 1 14
p [MPa]
Abb. 9: elektrische Festigkeit von SFsund N, in Bezug zur
elektrischen Festigkeit von Luft

B. Schwach inhomogenes Feld

Hinweise zu den Ergebnissen:

e  Messergebnisse aus BlitzstoBspannungsmessung

e negative Polaritét (hier stets geringere Durchschlags-
spannung)

e [(-Bestrahlung Sr90 (Q = 1,8 MBq, S = 546 keV)

e  Kugelradius rguge = 9,5 mm, Nge, = {90...30}%

e Balken geben das 95% Konfidenzintervall der
Durchschlagsspannungsverteilung nach Weibull an

e  Nur synthetische Luft (Synthetic Compressed Air)

Abbildung 10 zeigt die Durchschlagsspannung der schwach
inhomogenen Kugel-Platte-Anordnung iiber der Schlagweite
mit unterschiedlichen Gasdriicken als Kurvenschar an.

BIL Durchschlagsspannung Ud(d,p=const) synth. Luft

T T T T T T T T T
240+ 7
2
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200+ 5 5 1
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=~ e —
;c 1201 (i); . o = & Uyyo(pd,d) p = 0.5 MPa; |
2, < —
,I/,'"§ & Uy, o(pd.d) p=0.7 MPa;
80 A adl R P i
/g o Uy,o(pd.d) p = 0.9 MPa;
40 f’? o Uy, (pd,d) p=1.1MPa;
Y/ P
0 I I I I I L T T T
0 5 10 15 20 25 30 35 40 45 50

d [mm]
Abb. 10: Durchschlagspannung Uyso(d, p=const.) der
schwach inhomogenen Kugel-Platte-Anordnung

Abbildung 11 =zeigt die um den Schwaiger-Faktor
korrigierte ~ (Ausnutzungsfaktor ~ Gl.  4)  elektrische
2<Anfangsfeldstiarke in Abhéngigkeit des Drucks. Gegeben
sind zwei Kurven aus Abbildung 10 mit der Schlagweite
d =45 mm und d = 15 mm). Es zeigt sich, dass die
Anfangsfeldstirke £, praktisch unabhdngig von der
Schlagweite d ist. Die nichtlineare Abhingigkeit der
Anfangsfeldstiarke £, vom Druck p ist aus den Messungen im
quasihomogenen elektrischen Feld bekannt (siche Abb. 7).

elek. Festigkeit Ed(p,d=const) [kV/cm] von synth. Luft

450 : : : : . . —
) E10(p); p =0.5-1MPa, d = 15mm, rKugel =9.5mm //'
4001 —Fitd = 15mm L 1
asoll * Eo(P); p = 0.5-1MPa, d = 4.5mm, 1, ., = 9.5mm /,/ i
—Fit d = 4.5mm //
300(==-Linear FIT e il
e -
O 250p et 4
= 200r- s |
e ]
w L
150} //’ i
100 2 i
50r i
O I I L I I L L I I L I

0 01 02 03 04 05 07 08 09 1 1.1 12

p [R/I%a]
Abb. 11: Durchschlagsfeldstirke E, der inhomogenen
Anordnung E(p) r=9.5 mm, d = 4,5 mm und 15 mm

Abbildung 12 zeigt die Kurvenschar der Durchschlags-
feldstirke £, (mit Grenzbalken als 95% Konfidenzintervall)
iiber der Schlagweite d. In dieser Darstellung wird auch
sichtbar, dass die Anfangsfeldstirke E, nur gering mit der
Schlagweite d sinkt. Fiir das Absinken konnte das Volumen-
VergroBerungsgesetz verantwortlich sein.

elek. Festigkeit Ed(d, p = const.) von synth. Luft mit BIL

360 T 3 x‘ T T r T = E,(p =0.25 MPa), BILSCA
330 gt KB —FIT
. o E,(p = 0.5 MPa), BIL,SCA
) S S il

v E,(p=0.7 MPa), BILSCA
O FIT
. S & E,(p =09 MPa), BILSCA
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o E,(p=1.1MPa), BIL,SCA

E, [kV/cm]
N
S

180 B P ) N FIT
150 [ = R
120F = b
= =

90- B
60 L L L L L L L L L

0 5 10 15 20 25 30 35 40 45 50

d [mm]

Abb. 12: elektrische Festigkeit von Luft E,(d) der
inhomogenen Anordnung rg,gee 9,5 mm

P01.6



Mit den Messergebnissen im schwach inhomogenen
elektrischen Feld konnte bestitigt werden, dass die Naherung
nach A. Schwaiger siehe Gl. (6) eine gewisse Giiltigkeit bis zu
einem Gasdruck von p = 1,1 MPa besitzt. Jedoch muss die
Anfangsfeldstirke £, der Feldgeometrie bekannt sein.

Ohne Kenntnis der Anfangsfeldstidrke kann mit Hilfe von
Gl. (5), der Auswertung des elektrischen Feldstiarkeverlaufs
(FEM  Simulation) und der Paschen-Parameter die
Zindbedingung  numerisch ~ berechnet  werden.  Eine
Berechnung der Durchschlagsspannung der verwendeten
Feldgeometrie war so im Voraus durch numerische Losung der
Zindbedingung mdglich. Dies stiitzt eine Annahme, wonach
die ermittelten Paschen-Parameter (aus den Durchschlags-
messungen im quasihomogenen elektrischen Feld) auch fiir
schwach inhomogene elektrische Felder bis zu einem Gasdruck
von p = 1,1 MPa Giltigkeit besitzen.

VI. DISKUSSION

Bei der Untersuchung der elektrischen Festigkeit von
alternativen Isoliergasen war auffillig, dass SF4 stets eine
hohere elektrische Festigkeit als Luft und Stickstoff im
untersuchten Druckbereich besitzt. Jedoch verringert sich das
Verhiltnis der elektrischen Festigkeit von SF4 gegeniiber der
elektrischen Festigkeit von Luft bei hoherem Druck. Bei
atmosphérischem Druck isoliert SF¢ dreimal besser als Luft.
Bei einem Druck von 0,7 MPa isoliert SF¢ etwa noch doppelt
so gut wie Luft.

Ein Szenario zur SFg-freien Isolation fiir schwach
inhomogene Anordnungen wire die Erhohung des Gasdrucks
auf 1,1 MPa und Vergroferung der Schlagweite um 30%. Dies
wiirde einer Isolierfahigkeit von 0,7 MPa SF; entsprechen. Bei
Luft oder Stickstoff ist dieser Druck von p = 1.1 MPa
problemlos mdglich, da eine Verfliissigung bei den
gewdhnlichen Temperaturen der Erde 9 > - 65°C nicht auftritt.
Die Anwendung von reinem SFq wird teilweise durch den
Taupunkt eingeschriankt (Druck, Tieftemperaturen, N,-SF¢-
Gemisch). Der bendtigte hohere Druck muss bei der
Konstruktion unter Beachtung der Druckbehaltervorschritt
mechanisch beriicksichtigt werden.

Als weiteres positives Ergebnis dieser Arbeit ldsst sich
festhalten, dass sich bei Luft und Stickstoff ein nahezu lineares
und berechenbares Verhalten der elektrischen Festigkeit
(Paschen-Kurve) gezeigt hat. Die aus den Messergebnissen
ermittelten Paschen-Parameter und Paschen-Kurven zeigen
iiber einen weiten pd-Bereich Giiltigkeit mit den Messpunkten.
Mit der Extrapolation der Ergebnisse konnte Luft (p = 1,5
MPa) eine gleichwertige elektrische Festigkeit wie SF4 bei
p = 0,7 MPa besitzen. Um diese These zu verifizieren, sind
weitere Messungen in diesem hoheren Druckbereich geplant
(quasihomogen, schwach bis stark inhomogen Feld).

Aus den empirischen Messungen im schwach inhomogenen
elektrischen Feld ist auffillig, dass die Anfangsfeldstirke £,
nahezu unabhéngig von der Schlagweite ist. Die elektrische
Festigkeit der untersuchten Gase im quasihomogenen und
schwach inhomogenen elektrischen Feld ist miteinander
vergleichbar. D.h. die Néherung nach Schwaiger (6) zur
Berechnung der Durchschlagsspannung einer schwach
inhomogenen elektrischen Anordnung ist flir einfache
Geometrien im untersuchten Bereich des Ausnutzungsfaktors
(n =0,9...0,4) nach unseren Messergebnissen ebenso moglich,
wie eine numerische Berechnung fiir beliebige Geometrien mit

Hilfe der Integration entlang (Gl. 2) des Feldstirkeverlaufs
unter Zuhilfenahme der Paschen-Parameter.

Das  Verhalten der elektrischen  Festigkeit im
Hochdruckbereich p = 0.5...1.5 MPa mit stark inhomogenen
elektrischen Feldern wurde in dieser vorliegenden Arbeit nicht
behandelt. Weitere Messungen im stark inhomogenen Feld
sind geplant und werden noch durchgefiihrt.
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Abstract— 1In this article, the algorithm of reliability evaluation
of electricity supply systems operation is presented. It includes
evaluation of the reliability of consumer’s electricity supply and
the reliability of power generation by the local power plants.
Proposed algorithm is based on the method of sequential network
reduction and allows calculating the reliability indices of the
selected consumer or of the certain point of power distribution.
This algorithm is implemented in the program complex (PC)
KATRAN. The calculation of reliability indices allows assessing
the consumer’s outage cost and the interruption costs of the
enterprise’s power plants.

Keywords- electricity supply reliability; reliability indices;
power flow direction; sequential network reduction; electricity
supply interruption costs.

L INTRODUCTION

Annual electricity shortage caused by the accidents for the
large industrial enterprises in Russia is now several million
kilowatt-hours. This situation calls for the development and
practical application of calculation methods of the electricity
supply systems reliability. The analysis of existing methods of
assessing the reliability of electricity supply systems [1], [2],
[3], [4], [5], had shown that the predominant methods and
algorithms are focused on the simple open-loop networks and
just small number of techniques designed for the backbone
networks. Their application to the objects such as the electricity
supply system of a large enterprise, which has, along with the
multi-level-open networks of several voltage levels, the local
energy sources and the closed-looped sections on the voltage of
110-220 kV, is difficult. Thus, the task of development the
method of the equivalent reliability indices calculation for
meshed interconnected network and creation of the software on
the basis of such algorithm is important today.

II.  ESTIMATION OF STRUCTURAL RELIABILITY OF A LARGE
INDUSTRIAL ENTERPRISE

The algorithm for structural reliability evaluation of
electricity supply system was developed at the Department of
Industrial electric power supply, TU Magnitogorsk.

At the primary stage, the steady-state mode calculation,
which is based on the method of sequential network

reduction [6], is carried out. It is necessary for the further
consideration of power flow direction when the reliability
indices are calculated. This procedure makes it possible to
exclude from the calculation the part of scheme which is not
involved to the electricity transmission to any particular
consumer.

The recursive bypass of the scheme, which starts with the
selected element, is organized in the PC KATRAN [7]. The
integrated power flow is defined for each connection with the
adjacent elements. If the power flow direction is positive, the
flag is set for the element, and then this element will be
involved in the equivalent reliability indices calculation. The
full bypass of the scheme is carried out, if there is identified an
element for which the power flow direction is negative, such
element is excluded from the scheme for the structural
reliability calculation.

As an example, simple scheme of power supply of the
consumers L1 and L2, receiving power from 3 sources G1, G2,
G3 (Fig. 1) is considered. The power flow direction is
determined for evaluation of reliability relatively to the
consumer L2. The result is that element “B” is excluded from
the scheme for reliability calculation.

Figure 1. Nodalization diagram.
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The analytical method was chosen to calculate the
reliability indices. This method is used when the reliability of
complex system, consisting of the large number of elements
with known information about the reliability indices, structure
and interaction between this elements, is analyzed. The block
diagram scheme is formed for the reliability evaluation. This
scheme is an analog of connections of the real circuit elements-
transformers, generators, circuit breakers, power lines, buses.

The combination of the sequential network reduction
method and the Newton’s method [8], [9] is proposed for the
reliability indices calculation for the meshed interconnected
systems. According to the sequential network reduction method
each element of the block diagram scheme is represented as a
multi-beam star (Fig. 2), the form of which is determined by
the number of element's connections at the scheme.

Figure 3.

The segment of scheme after the excluding of node “0”.

The procedure of replacement of the n-beam star by the n-
gon with diagonals (Fig. 3) is the basis for transformation. It
allows to reduce the number of elements at the each stage of
transformation by one. For the excluded element the system of
equations, which establish the connection between the
probability of no-failure of the star (p, ps, p3, pa, psat Fig. 2)
and of the polygon sides and diagonals (p12, p13, P1as P15, P23
D24, P25, P34> P35, Pas at Fig. 3), has the following form:

PiPy = Pia = PiaPas = Pi3Pas = PasPau =0
PiPs = Pis = PioPas = PuaPss — PisPss =0
PPy = Pra = Pi3P3s = P12Pas — PisPas = 0
PiPs = Pis = PaPas — PisPss — PuaPas =0
PaP3 = Pay = PraPris = PasPss — PasPss =0
D2Ps = Day = PioPra = DasPsa = PasPas =0
P2Ps = Pas = P1aP1s = P23P3s = PauPas = 0
P3Ds = P33 = PouPrs = PrsPra — PasPas =0
P3Ds = D3s = PisPis = P23 Pas = P3sPas =0
DiPs = Pas = PraDis = PouDas — P3aPss =0

1)

The Newton’s method was chosen to solve (1) as the most
efficient iterative numerical method for finding the roots of
nonlinear equations. The obtained values of the probability of
no-failure combined with existing ones in the scheme.

To determine the value of the system’s failure intensity Aeyy,
[10] the system of equations are compiled (2):

A12 = A‘IZ + A’l}QlZ + A’14Q12 + A'23Q12 + A’Z4Q12 + A‘34Q12 + A’45 : 0
A13 = A'IZQIS + ;"13 + ;"14Q13 + A’ZEQIS + A'24Q13 + A’34 : 0 + A’45Q13 (2)

A45 = )L]z 0+ /’LISQ45 + A’I4Q45 + A23Q45 + A’Z4Q45 + A’}4Q45 + A’45

Or Aij:Qij /lija where Aij: /lﬁ‘/lj, Qijzl—/lij.
From (2): 4; :Qij'l/lij .

On the basis of the equivalent values of the probability of
no-failure pe, and the failure intensity e, the equivalent
recovery time (3) is determined:

1-
Tr _ /lpekv (3)
ekv

More detailed description of the calculation algorithm is in

(6], [11].

With the approbation purpose the algorithm was applied to
the fragment of electricity supply system of the large industrial
enterprise (Fig. 4). Assessment of the reliability of power
generation by the local power plant with total capacity of
191 MW to the buses of the Substation 1 was carried out. The
elements of part “A” (Fig. 4) were unaccounted for reliability
indices calculation procedure as they don’t participate to the
electricity transmission to the buses of the Substation 1. The
results of reliability indices calculation by wusing the
PC KATRAN are shown in Table 1.
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Connection to the power grid
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Figure 4. The fragment of the scheme of electricity supply system of the Iron and Steel Works:
G - generator, T — transformer, CB — circuit breaker, PL — power line

TABLE L. THE RESULTS OF RELIABILITY INDICES CALCULATION
Operating mode Probability Failure Restoration
of no- intensity, time, T, (h)
failure, pexy Aaw (1/h)
Normal operating mode 0.9986 0.005987 0.2338
Planned maintenance
of 1 CB, failure of 1 PL 0.9912 0.006043 1.4562
III.  DAMAGE ASSESSMENT

Characteristic feature of the large industrial enterprise is the
existence of local power plants. In general, the electricity
supply interruption costs of such enterprise consist of the
system’s damage, the consumer’s outage cost and the
interruption costs of the enterprise’s power plants.

1. The system’s damage consists of the damage from
frequency reducing in electricity supply system, the damage of
consumers which was disconnected by the under-frequency
load shedding (UFLS), the costs of creating the repair capacity
reserve in system in case of the long lock-generating capacity
of the power plant in repair modes.

2. The consumer’s outage cost D, (4) is caused by sudden
interruption in the electricity supply, the consequence of which
is the spoilage costs and the violation of technological process:

D, =dy-AP-T, 4)

where d,, — the average damage, depending on the type of
production, (RUB/kW-h) [12]; AP — reducing of the power
plant load during T;, (kW), T — system’s recovery time, (h).

3. The electricity supply reliability of consumers with local
power plant is mostly determined by the reliability of
generating equipment. The interruption costs of the enterprise’s
power plant D (8) include the following components:

a) The damage from electric power underproduction
Dy (5), which is caused by interruption of the power plant
equipment operation. In this situation consumers would have
to buy additional amount of electric power at a higher price:

D, =(C,—C,) AR, T, ®)

where (Cy-C,) — the difference between the cost of
electricity generated C, by enterprise’s power plants and
purchased electricity C,, (RUB/kW-h); APy — underproduction
of power by local power plant during 7;, (kW).

b) The damage associated with additional fuel
consumption Dy (7), which can appear in case of necessity of
starting generating equipment operation, if it was stopped
because of electricity interruption. The value of this damage
depends on the time of liquidation of emergency mode (6):

T=T +T, (6)

start

where  Tan time necessary for starting equipment
operation, (h); for example, the time to set generator load from
hot position is about 0.5 hours and from cold position — from 3
to 8 hours.
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D,=k,-d,-AP,-T (7)

where kg - coefficient depending on the time of liquidation
of emergency mode T: k=2, if 7> lh; kg =1,if T<1 h.

Dy =D, +D; (8)

System’s damage for the considered above example
insignificant, because there are no consumers which can be
disconnected by the UFLS and effect of system’s frequency
reducing for this scheme will be small in any operating mode.
Main components of the total damage D (9) for large industrial
enterprise with local power plants are the consumer’s outage
cost D, and the interruption costs of the enterprise’s power
plant Dg:

D=D,+D, )

For the scheme (Fig. 4) on the basis of the reliability
indices calculation the damage was assessed: D, = 427 854
(RUB), Dy =449 384 (RUB), D =877 238 (RUB).

For the calculation the following values were taken:
C,=1.1 RUB/kW-h), C,=2.39(RUB/kW-h), dy=183
(RUB/ kW-h), Ts= 0.1 (h), AP =100 (MW), APy =50 (MW).

Thus, the probability of no-failure in normal operating
mode pe,=0,9986 shows that electricity supply system of the
Iron and Steel Works is reliable, but damage from the
unreliability (D = 877 238 RUB) is high. To reduce its value
some recommendations were given to increase reliability of the
enterprise. For example, we can change the system structure by
adding more protective devices or by updating of equipment.

CONCLUSION

The proposed algorithm makes it possible to calculate the
basic reliability indices — probability of no-failure, failure
intensity and recovery time. This algorithm can be applied for
the schemes of any complexity, regardless of what elements
predominate — connected in series or parallel, because the same
procedure is used for the node elimination. Consideration of
the power flow direction allows to carry out the on-line
analysis of planning operating modes with account of scheme
configuration. The comparison of different variants of normal
and repair maintenance schemes of network, in the task of

regime planning and reconstruction, is possible on the basis of
reliability and damage indices assessment. The developed
algorithm within the PC KATRAN is implemented in the
exploitation at OJSC MMK (Joint Stock Company
Magnitogorsk Iron and Steel Works, Russia). Thus, the
algorithm presented in this paper can be used to evaluate the
reliability of an existing distribution system and to provide
useful planning information regarding improvements to
existing systems and the design of new distribution systems.
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Kurzfassung — Vor dem Hintergrund des steigenden Anteils von
erneuerbaren Erzeugungsanlagen im Netz werden immer mehr
konzeptionelle Anpassungen zur Sicherstellung der
Systemstabilitit notwendig, um z.B. einen vermehrten
Leistungsfluss vom Verteilungsnetz zum Ubertragungsnetz zu
beriicksichtigen. Die vorgestellten Untersuchungen befassen sich
speziell mit dem frequenzabhingigen automatischen Lastabwurf
gemill eines modifizierten 5-Stufenplans zur Behebung der
Unterfrequenz. Da die Schutzsysteme bzw. die Frequenzrelais
unabhéngig von der Lastflussrichtung automatisch auslésen, kann
es im Problemfall dazu kommen, dass anstatt Lasten
Erzeugungsanlagen vom Netz getrennt werden. Fiir die Losung
dieser Problematik wurde in den Untersuchungen ein neues,
alternatives Lastabwurfkonzept auf Basis von Jahresmittelwerten
analysiert und unter Anwendung verschiedener Szenarien an
einem Netzmodell getestet. Dafiir wurden auf Grundlage einer
gegebenen Datenbasis der SOHertz Transmission GmbH
Referenzwerte je Transformator wund anschlieBend die
Wahrscheinlichkeit, dass an einem Transformator die geforderte
Last abgeschaltet werden kann, ermittelt. Weiterhin werden
Lastabwurf und Erzeugerzeitreihen berechnet sowie eine
Lastabschiitzung fiir jedes Szenario vorgenommen und in das
Modell implementiert. Das Paper bietet abschliefend einen
qualitativen Vergleich des aktuellen Lastabwurfkonzepts auf
Basis der Jahreshochstlast mit dem neuen Konzept auf Basis des
Jahresmittelwerts.

Keywords - Lastabwurf; Jahresmittelwertkonzept; automatische
Frequenzentlastung; 5 - Stufenplan; Jahreshéchstlastkonzept

L EINLEITUNG

Erneuerbare Energien bieten die Chance fiir eine nachhaltige
Stromversorgung, die Deutschland vor allem in technologischer
Hinsicht eine Vorreiterrolle ermoglicht. Damit einhergehend ist
die Energiewende eine Aufgabe, auf die sich verdndernden
Netz- bzw. Einspeise- und Verbrauchersituationen einzugehen
und neue Konzepte zur Wahrung der Systemstabilitit zu
erarbeiten. Eine Herausforderung stellt dabei die gelegentliche
Umkehr des klassischen Top-Down- zum Bottom-Up-
Leistungsfluss zwischen Ubertragungs- und Verteilungsnetz
dar. Klassische Schutzsysteme, insbesondere Frequenzrelais,
die bei Unterfrequenz einen automatischen Lastabwurf
unabhéngig von der Lastflussrichtung ausfiihren, sind von dieser
Situation beeinflusst. Beispielsweise kann fiir die automatische
Frequenzentlastung (AFE) bei Unterfrequenz, anstatt eines
Lastabwurfs, ein Erzeugungsabwurf durchgefiihrt werden.
Gegenstand der durchgefiihrten Untersuchung, vor dem
Hintergrund des frequenzabhédngigen Lastabwurfs, war die
Anwendbarkeit eines neuen, innovativem Lastabwurfkonzepts

auf Basis von Jahresmittelwerten, anstatt wie bisher durch
Verwendung einer (Stichtags-) Jahreshochstlast. Gleichzeitig
wurde in dieser Untersuchung zur Anwendbarkeit des neuen
Lastabwurfkonzepts, auf den FNN-Hinweis: ,,Technische
Anforderungen an die automatische Frequenzentlastung unter
Beriicksichtigung einer verdnderten Erzeugungssituation®
Bezug genommen, um einen modifizierten 5 - Stufenplan zu
entwickeln [1]. Die Analyse basierte dabei auf realen
Leistungsmesswerten des Ubertragungsnetzbetreibers (UNB)
50Hertz Transmission und erfolgte sowohl statisch als auch
dynamisch.

II.  GRUNDLAGEN ZUM LASTABWURF

A. Frequenzstabilitdt

Damit ein frequenzabhingiger Lastabwurf notwendig wird,
befindet sich das betrachtete elektrische Netz auBerhalb des
stabilen Betriebszustandes. Dabei ist gleichzeitig die
Regelleistung des Netzes nicht ausreichend, um die
Netzfrequenz zu stabilisieren [1]. Stabilitdt eines elektrischen
Netzes ist vor diesem Hintergrund gekennzeichnet durch ein
Gleichgewicht zwischen erzeugter und verbrauchter Wirk- und
Blindleistung sowie Verlusten. Der gestorte Betrieb des Netzes,
welcher bei nicht hinreichender Regelreserve zu Unterfrequenz
fihrt, wird bspw. durch Lastdnderungen, Erzeugungsausfille

oder  Betriebsmittelausfille  verursacht. ~Diese  starken
Anderungen der Betriebssituation bewirken ein
Leistungsungleichgewicht sowie eine abhéngige

Frequenzénderung [2].

In erster Linie dient die Regelreserve als Teil der
Systemdienstleistungen, die gemdll TransmissionCode 2007
durch den UNB bereit zu stellen ist, der Wiederherstellung des
Leistungsgleichgewichts. Daraus folgend ergibt sich die
Erhaltung der Netzfrequenz in Folge von kleinen Stdrungen im
Bereich von 49,8 Hz bis 50,2 Hz. Ist die durch Kraftwerke
bereitgestellte Regelreserve nicht ausreichend, um die
Frequenzstabilitit zu gewdhrleisten greift der 5 - Stufenplan
gemél TransmissionCode 2007, TABELLE 1. Die Rahmen-
bedingungen fiir den flichendeckenden Unterfrequenz-
Systemschutz im Bereich zwischen 48,0 Hz und 49,2 Hz
fordern, dass nach auslésen aller Unterfrequenzrelais
mindestens 50 % der Last (vor Eintritt der Unterfrequenz) vom
Netz getrennt wird. Der Lastabwurf in den einzelnen Stufen wird
durch die Verteilungsnetzbetreiber (VNB), in Absprache mit
den UNB, sichergestellt. Dabei sind die Einstellungen in den
Frequenzrelais gemidf3 der Referenznetzlast (bisher Stichtag:
Jahreshdchstlast) so festzulegen, dass der geforderte prozentuale
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TABELLE 1: 5 - Stufenplan (vgl. [3])

Stufen Mafinahme

Stufe 1: 49,8 Hz Alarm

Stufe 2: 49,0 Hz Lastabwurf 10-15 % der Netzlast

Stufe 3: 48,7 Hz Lastabwurf weitere 10-15 % der Netzlast

Stufe 4: 48,4 Hz Lastabwurf weitere 15-20 % der Netzlast

Stufe 5: 47,5 Hz Kraftwerkstrennung

Anteil abgeschaltet wird [3].

Fir die Untersuchung der Lastabwurfkonzepte im
dynamischen Modell wurden sowohl die Frequenzregelung in
Kraftwerken und im Verbundsystem als auch der
Selbstregeleffekt der Last beriicksichtigt. Die Primédrregler an
den Generatoren sind in erster Linie dafiir verantwortlich, dass
die Netzfrequenz nahe der Nennfrequenz von 50 Hz gehalten
bzw. nach einem Lastsprung stabilisiert wird. Soll ein Kraftwerk
respektive ein Verbundsystem auf eine Frequenzidnderung
reagieren, folgt dieses bei der Leistungsdnderung einer
bestimmten Statik s. Die Statik s wird ermittelt aus dem
Verhiéltnis von Frequenzabweichung Afg zur Nennfrequenz £y in
Relation zum Verhéltnis von Leistungsdnderung am Generator
APg zur Generatornennleistung Pn. Typische Werte fiir die
Statik sind im Bereich von 4 bis 8 % [5].

Ve

f
S = g )
Py

Ein weiterer Einflussfaktor auf das Frequenzverhalten im
Netz, bei Lastidnderung, ist neben der Primirregelreserve, der
Selbstregeleffekt der Last. Der Selbstregeleffekt wird durch die
Netzkennzahl der Last Ki beschrieben, welche wesentlich
geringer als die allgemeine Netzkennzahl K eines
Verbundsystems ist. Die Netzkennzahl beschreibt das
Vermogen eines Netzes, schnell und ausreichend Leistung zur
Wiederherstellung der  Systembilanz und somit zur
Frequenzhaltung, fiir den Fall der Frequenzénderung,
bereitzustellen (im UCPTE-Netz 30000 MW/Hz, 1996 [6]) [5].
Dementgegen wird mit der Netzkennzahl der Last die
frequenzabhingige Leistungskennlinie der einzelnen Lasten
charakterisiert. Der Selbstregeleffekt der Last wird in
Verbundnetzen mit 1 % / Hz angenommen [4].

B. FNN-Hinweis: Technische Anforderungen an die AFE

Der technische Hinweis des FNN wurde ebenfalls vor dem
Hintergrund des steigenden Anteils der dezentralen Erzeugung
sowie der einhergehenden Problematik der klaren Zuordnung
von Lasten entwickelt. Der Technische Hinweis bietet
konzeptionelle Ansédtze zur Beriicksichtigung der Erneuerbaren
Energien bei der Anwendung der automatischen
Frequenzentlastung. Die Ansétze dienten als Grundlage zur
Entwicklung eines modifizierten 5 — Stufenplans (vgl.
TABELLE 2) sowie zur Bestimmung der Referenznetzlast fiir
das Lastabwurfkonzept auf Basis von Jahresmittelwerten. Der
fiir die Untersuchungen entwickelte modifizierte 5 - Stufenplan
weist vier, anstatt drei, kontinuierliche Lastabwurfstufen mit der
Differenzierung in 10 % (best case) und 15% (worst case)

Stufengréfe, im Bereich von 49,0 Hz bis 48,1 Hz, auf. Damit
werden 40 % bzw. 60 % der Last, in Abhéngigkeit von der
StufengroBe, bis zur Kraftwerkstrennung abgeworfen.

C. Lastabwurfkonzepte

Grundlage fiir diec Auslegung des automatischen
Lastabwurfs ist bisher die Jahreshochstlast, die an einem
Stichtag (z.B. 7.12.2011) im elektrischen Versorgungsnetz
gemessen wird. Die Verteilnetzbetreiber (VNB) miissen in
Absprache mit dem verantwortlichen UNB die Frequenzrelais
derart installieren wund parametrieren, damit in den
entsprechenden Stufen (vgl. TABELLE 1) der geforderte
prozentuale Anteil dieser Referenzlast (Jahreshochstlast)
abgeschaltet werden kann.

Entsprechend dem Technischen Hinweis des FNN [1] soll
diese Verfahrenseise dahingehend geédndert werden, dass als
Referenzlast der Jahresmittelwert zu verwenden ist. Mit
Anwendung des Jahresmittelwertes sollen Jahres- und
tageszeitliche Schwankungen der Erneuerbaren Energien
berlicksichtigt ~ werden. Bei der Bestimmung der
Jahresmittelwerte ~ werden  die  Abginge in  das
Mittelspannungsnetz in drei Félle unterschieden. Gemil
Abbildung 1 werden bei der Bestimmung der Referenznetzlast
nur Mittelspannungsabgénge nach Fall 1 (Pimiwe) und Fall 2
(P> miwer) beriicksichtigt, an denen im Jahresdurchschnitt das
Verteilungsnetz aus dem Hochspannungsnetz versorgt wird. Das
bedeutet, dass nur Ubergabestellen, deren Anzahl an
Viertelstundenmittelwerte mit Bezug grofer ist als die Anzahl
der Viertelstundenmittelwerte mit Riickspeisung, in Betracht
gezogen werden. An diesen Ubergabestellen ergibt sich die
Referenznetzlast nach [1] zu:

A Lastmittel P + P’ (2)

1, mittel 2, mittel

III. LASTABWURFBERECHUNG UND MODELLIERUNG

Die Untersuchungen, zur Anwendbarkeit des neuen
Lastabwurfkonzepts im Vergleich zum bisherigen Konzept mit
Jahreshochstlast, beruhen auf der Datengrundlage des UNB
S0Hertz Transmission GmbH. Die verwendete Datengrundlage
besteht aus Zeitreihen (Wirkleistungsmesswerte bzw. vertikale
Netzlast) zu den Umspannwerken 380/110 kV vom UNB zum
jeweiligen VNB fiir den Zeitraum von einem Jahr. Insgesamt
wurden die Messwerte hinsichtlich ihrer Mittelwerte,
Riickspeisung, maximaler und minimaler (monatlicher-)
Messwert in monatsdhnlichen Zeitrdiumen von 4 Wochen
ausgewertet. AnschlieBend wurde die Regelzone mit den
zugehorigen Umspannstationen entsprechend der VNB-Gebiete
eingeteilt. Weiterhin wurden fiir die Untersuchungen 10

TABELLE 2: MODIFIZIERTER 5 - STUFENPLAN IN ANLEHNUNG AN
FNN[1]
Stufen Mafinahme

Stufe 1: 49,0 Hz Lastabwurf 10 %/15 % der Netzlast

Stufe 2: 48,7 Hz Lastabwurf weitere 10 %/15 % der Netzlast

Stufe 3: 48,4 Hz Lastabwurf weitere 10 %/15 % der Netzlast

Stufe 4: 48,1 Hz Lastabwurf weitere 10 %/15 % der Netzlast

Stufe 5: 47,5 Hz Kraftwerkstrennung
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Szenarien innerhalb des Zeitraums anhand der Intensitit
(hoch/gering) von Wind- und Photovoltaikeinspeisung (PV)
identifiziert. Zusitzlich wurde eine Unterscheidung nach
Starklast und Schwachlast anhand der vertikalen Netzlast
getroffen und 10 Szenariotage mit einem
Viertelstundenzeitpunkt ausgewihlt. Eine Ubersicht zu den
Szenarien bietet TABELLE 3.

A. Referenznetzlast

Anhand  des  gegebenen  Datenpools war  die
Referenznetzlast, fiir das bestehende Lastabwurfkonzept auf
Basis der Jahreshochstlast (JHL-Konzept), an einem Tag im
Februar (17.45-18.00 Uhr) am grofiten. Zur Berechnung des
Referenzwertes der Jahreshdchstlast wurden alle vertikalen
Lasten der Transformatoren, in den zugeordneten VNB-
Gebieten, zu diesem Zeitpunkt, aufsummiert. Fiir das
Jahresmittelwertkonzept wurde jedoch in den Untersuchungen
nicht der Jahresmittelwert fiir die Bildung des Referenzwertes
herangezogen, sondern der maximale monatliche Mittelwert.
Diese Herangehensweise beruht auf der Auswertung der
Zeitreihen des Datenpools, bei der mehr Transformatoren einen
negativen Wert, also eine Riickspeisung von VNB zu UNB, als
beim maximalen monatlichen Mittelwert aufwiesen. Der
maximale Mittelwert reprdsentiert den Monat, mit der
durchschnittlich groBten vertikalen Netzlast. Das bedeutet, dass
in dem Monat die Einspeisung aus erneuerbaren Energien z.B.
Windkraftanlagen geringer war, als in anderen Monaten und
Abginge nach Fall 3 das Ergebnis weniger verfalschen, als bei
Verwendung des Jahresmittelwertes. Da die Einspeisung nach
Fall 3 hier trotzdem beriicksichtigt wird, stellt die Wahl des
maximalen monatlichen Mittelwertes als Referenzlast ein worst-
case Szenario dar. Ferner wird in den folgenden Darstellungen
der Untersuchung der max. monatliche Mittelwert als
Jahresmittelwertkonzept (max JM-Konzept) bezeichnet. Fiir das
max JM-Konzept ergab sich eine Referenznetzlast die ca. 80 %
des Referenzwertes der Jahreshochstlast entspricht. Zur

TABELLE 3: DARSTELLUNG DER SZENARIEN

Wind(hoch) & PV (hoch) Starklast / Schwachlast
Wind(hoch) & PV(gering) Starklast / Schwachlast
Wind(gering) & PV(hoch) Starklast / Schwachlast

Wind(gering) & PV(gering) Starklast / Schwachlast
Durchschnittstage

Bestimmung beider Referenznetzlasten blieben
Transformatoren mit negativem Wert sowie mit negativem
max. monatlichem Mittelwert unberiicksichtigt.

B. Lastabwurfberechnung auf Basis von Messdaten

Auf Basis der Messwerte an den Transformatoren wurden
die Referenzwerte fiir den Vergleich der Konzepte JHL und
max JM je Transformator ermittelt. AnschlieBend konnte
anhand des entwickelten 5 - Stufenplans, der Lastabwurf je
Transformator berechnet werden. Die Berechnung des
Lastabwurfs (Lastabschaltung) je Stufe an einem Transformator
ist dabei im Wesentlichen von drei Faktoren abhéngig:

1. Stufenweite von 10 % oder 15 %, die unabhédngig vom
Transformator oder Umweltfaktoren konstant ist

2.  Wahrscheinlichkeit das geforderte Last von 10 - 60 %
der Referenznetzlast am Transformator abgeschaltete
werden kann

3. Referenznetzlast am Transformator

Die Netzlast, diec ausgehend vom Referenzwert
(Jahreshochstlast / Jahresmittelwert) in den Stufen abgeschaltet
werden soll, ist auf Grund tages- und jahreszeitlicher
Schwankungen nicht zu jeder Zeit verfliigbar. Mit Hilfe
berechneter  Stufenplanabschaltwahrscheinlichkeiten Py w,
entsprechend dem gewihlten Referenzwert Ppreferen, und der
prozentualen Abschaltung r = 10-15% je Stufe ist es moglich
die Last Lasta, je Stufe abzuschétzen, die unter einem
Transformator tatsidchlich abgeworfen wird (3). Ausgehend von
der abgeschalteten Last in Stufel Lastan(St) ergibt sich die in
Stufe 2 abgeschaltete Last Lastan(St2) aus Lastan(St1) zuziiglich
weiterer =10 %/15 % des Referenzwertes, die nur mit der
Stufenabschaltwahrscheinlichkeit P,w (St2) verfiigbar ist (4).
Die Berechnungen fiir die weiteren Stufen erfolgte analog.

LaSl‘Ab,n(Sﬂ) =T Pn,Referenz : Pn,W(St]) (3)
Lastabn(St2) = Lastapn(St1) + 1 - Py Referenz - Paw(St2)  (4)
Lastapn(St3) = Lastabn(St2) + 1+ Py Referenz * Pnw(St3)

Abbildung 2 zeigt den Einfluss der Wahrscheinlichkeit, dass
eine Last abgeschaltet werden kann, auf den tatsdchlichen
Lastabwurf. Desweiteren ist dies das Ergebnis der gesamten
Regelzone als Summe der  Einzelergebnisse  der
Transformatoren. Die Konzepte sind dabei fiir eine
Lastabwurfstufenweite von 15 % je Stufe dargestellt und
verdeutlichen, dass nach dem JHL-Konzept mehr Last in den
Stufen abgeworfen wird, als nach dem max JM-Konzept.
Weiterhin zeigt sich von Stufe zu Stufe, dass unabhéngig vom
Prinzip die abgeschaltete Last immer mehr vom Referenzwert
abweicht. Dies weist auf eine Verringerung der
Wahrscheinlichkeit hin, dass die geforderte Last im Netz
vorhanden ist.

C. Simulationsmodell

Fiir die dynamische Untersuchung der Anwendbarkeit des
neuen max JM-Konzepts im Vergleich zum bestehenden JHL-
Konzept war es notwendig ein Simulationsmodell (in
PSS®NETOMAC) zu entwerfen. Dafiir wurde das
Ubertragungsnetz der S0Hertz Transmission vereinfacht in dem
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Referenzwert

es in verschiedene Gebiete unterteilt worden ist, welche den
unterlagerten VNB entsprechen. Zur Nachbildung der
Erzeugung in den Netzgebieten wurde die dort installierte
Kraftwerksleistung durch jeweils einen Generator nachgebildet
und entsprechend gegebener Netzstruktur —miteinander
verbunden. Eine Nachbildung der installierten Leistung aus
erneuerbaren Energien (EE) erfolgte im Modell als Last und
wurde entsprechend der ver6ffentlichungspflichtigen Daten
nach EEG ermittelt [5]. Die an die Regelzone der 50Hertz
Transmission angrenzenden Nachbariibertragungsnetze wurden
mit jeweils einem Generator abgebildet und die installierte
Einspeiseleistung nach Daten des ENTSO-E [4] und des BMWI
[6] parametriert. Die Hinterlegung von Lastzeitreihen im Modell
erfolgte durch abschidtzende Berechnung der Lasten
(PLast(VNB)(t)) aus der vertikalen Netzlast (PVERTIKAL(VNB)(t)) im
nachgebildeten VNB-Gebiet und der erneuerbaren Einspeisung
in dem entsprechenden Gebiet (5). Die Abschitzung erfolgte
dabei mit entsprechender Unterscheidung fiir die 10 Szenarien.
Eine Differenzierung der Szenarien, nach Stark- oder
Schwachlast, basiert auf der vertikalen Netzlast aus dem
gegebenen Datenmaterial.

Prastovngi) (1) = PverTIKAL(VNB i)(?) — Pwinpvng i) (2) —

—PpvvngB i) (1) — Peiovng i) (1) 5)
Die Nachbildung der Erzeugerzeitreihen fiir Wind- und PV-
Einspeisung, unter Beriicksichtigung regionaler

Wettercharakteristika in den VNB-Gebieten, resultiert aus der
Verwendung des Regionalen Modells (REMO) des Max-Planck
Institutes fiir Meteorologie (MPI-M) und der installierten EE-
Leistung [7]. Die Parametrierung des Netzmodells hinsichtlich
des Verhaltens der Primérregelreserve beruhte auf
vorangegangenen Untersuchungen und entspricht den Vorgaben
der ENTSO-E Richtlinien [4].

IV. ERGEBNISSE

Die Ergebnisse der Untersuchung werden folgend in statisch
und dynamisch unterschieden. Die statischen Ergebnisse zeigen
Charakteristika des gegeben Datenpools sowie ein Vergleich der
Lastabschaltung auf Grundlage der Referenzwerte zum JHL-
und max JM-Konzept. Die dynamischen Ergebnisse beziehen
sich auf den qualitativen Vergleich anhand der Konzepte unter
Verwendung des vorgestellten Netzmodells. Der anschliefend
vorgestellte Vergleich der Konzepte erfolgt sowohl statisch als
auch dynamisch. Exemplarisch wird das Durchschnittsszenario

grafisch dargestellt, da sich die Ergebnisse qualitativ nicht
verdndern.

A. Statische Ergebnisse

Die Ergebnisse aus der Auswertung der Zeitreihen, fiir den
gegebenen Datenpool, zeigen deutlich den Hintergrund der
Untersuchung, mit der vermehrten Riickspeisung aus dem
Verteilnetz in das Ubertragungsnetz. Bei der Analyse der
monatlichen Mittelwerte fallen an einzelnen Transformatoren
starke Differenzen zwischen maximalen und minimalen
monatlichen Mittelwerten bis zu 190 MW auf. Das heif3t, es gibt
Monate in denen Leistung hauptsdchlich aus dem
Ubertragungsnetz bezogen wird, obwohl der Jahresmittelwert
negativ ist. Dies weist auf einen groen Anteil erneuerbarer
Erzeuger hin.

Vergleichend zeigt Abbildung 3 die Lastabschaltung fiir das
aktuelle  Jahreshochstlastkonzept und das  alternative
Jahresmittelwertkonzept fiir die Stufenweiten 10 % (best case)
und 15 % (worst case) in Bezug zu der Lastabwurfstufe. Die
Wahl des Referenzwertes sowie die gewihlte Stufenweite
weisen einen deutlichen Einfluss auf die Hohe der abgeworfenen
Last auf. Beim Vergleich der Referenznetzlastverfahren wird
unabhingig von Lastabwurfstufe und Stufenweite im Fall des
max JM-Konzept weniger Last abgeworfen als beim JHL-
Konzept. Jedoch wird beim JHL-Prinzip mit 10 % im Vergleich
zum max. JM-Prinzip mit 15 %-Stufenweite weniger Last
abgeworfen, d. h. mit dem Mittelwertprinzip (10 % und 15 %)
wird ein Bereich aufgespannt zwischen dem sich der Verlauf des
JHL-Prinzips (10 %) befindet. Das Mittelwertverfahren bietet
somit die Moglichkeit einer feineren Abstufung der
Lastabschaltung. Ferner zeigt sich, dass die gesamte
abgeworfene Last von Stufe 1 bis Stufe 4 fiir jedes
Referenznetzlastprinzip ansteigt. Ebenso wird fiir beide
Konzepte in Starklastszenarien eine hohere Last abgeschaltet als
fiir Schwachlastszenarien. Weiterhin ist ein Einfluss der
Wahrscheinlichkeit auf den Lastabwurf festzustellen. Die
Wabhrscheinlichkeit sinkt umso mehr, je grofler die geforderte
Lastabschaltung wird. Beim JHL-Prinzip, mit der hoéheren
Referenzlast, sinkt die Wahrscheinlichkeit somit mehr als beim
max JM-Konzept, welches zu einem diskontinuierlichen
Lastabwurf iiber alle Stufen, vor allem beim JHL-Prinzip in
Stufe 4, fiihrt.

Gesamtlastabschaltung [WMyW]
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T T T T T T T

T
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il : '\b\r":;?.\ i | '@ max JM abgeschaltete Last 15% ||
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[
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Abbildung 3:

Durchschnittsszenario Lastabwurf im Vergleich in Bezug
auf 10 % und 15 % der Referenznetzlasten (Hochstlast:
JHL, max. Mittelwert: max. JM)
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B. Dynamische Ergebnisse

Der Vergleich der Verfahren basiert in der dynamischen
Untersuchung  auf dem  entwickelten  modifizierten
5 - Stufenplan mit 4 anstatt 3 Lastabwurfstufen. Weiterhin sind
die erzielten quantitativen Ergebnisse stark vom verwendeten
Netzmodell abhédngig, wodurch ausschlieBlich eine qualitative
Aussage moglich ist. Fiir die Untersuchung einer Stérung im
dynamischen Netzmodell wurde nach FEingabe aller
Szenariodaten eine Storung herbeigefiihrt, indem die Last an
einem Knoten iterativ, bis zum Auslosen einer Stufe erhoht
wurde. Diese Untersuchung wurde fiir beide Konzepte und fiir
die Stufenweiten 10 % und 15 % bis zum Erreichen der
Netzfrequenz von 47,5 Hz (Stufe 5) durchgefiihrt. Bei 47,5 Hz
trennen sich dann die Erzeugungsanlagen vom Netz. Weiterhin
wurden die Untersuchungen im Netzmodell fiir den
ungestaffelten Lastabwurf durchgefiihrt. Das bedeutet, dass alle
Frequenzrelais im Netzmodell gleichzeitig bei vordefinierten
Frequenzen einen Lastabwurf in der entsprechenden Stufe
herbeifiihren.  Abbildung 4 zeigt die Frequenz mit
entsprechender Stufenauslosung in Abhédngigkeit von der im
Netz implementierten Storung. Dabei war grundsitzlich ein
Offset, zum Uberschreiten der Primirregelreserve und zum
Erreichen der kritischen Frequenz von 49 Hz notwendig. Stufe
1 16ste dabei immer bei beiden Konzepten gleichzeitig aus, da
das System am Anfang jedes Szenarios denselben Arbeitspunkt
aufweist.

Generelle Ergebnisse aus der dynamischen Betrachtung
sind:

e Bei Storungen sinkt die Frequenz schneller fiir
Starklastszenarien, als fiir Schwachlastszenarien,
aufgrund der relativ konstanten Lastabschaltung iiber
alle Szenarien.

e  AbD Stufe 2 bis Stufe 5 steigt die Storung fiir jede Stufe
in der Reihenfolge max. JM (10 %), JHL (10 %), max.
IM (15 %) und JHL (15 %) unabhéngig vom Szenario.
Dabei liegt der Verlauf von JHL 10 % immer im
Bereich zwischen max. JM 10 % und max. JM 15 %.
Dies ist vergleichbar mit den Verldufen der
Lastabschaltung.

e Das System hilt mit dem Jahreshochstlastverfahren

groBBeren  Storungen  stand, als mit dem
Mittelwertverfahren. Die Unterschiede zwischen den
Storung W]
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Abbildung 4: Stufenschaltung in Abhédngigkeit von der Stérung bei

ungestaffeltem Lastabwurf, Durchschnittsszenario
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Abbildung 5: Vergleich gestaffelter und ungestaffelter Lastabwurf

(max JM 10 %)

Storungswerten in Stufe5 (47,5 Hz) sind jedoch im
Verhiltnis zu den Referenzwerten der Verfahren
relativ gering.

e Unabhidngig vom Verfahren und Szenario ist das
System fiir den worst case Storungsresistenter, als fiir
den best case, aufgrund der insgesamt grofBeren
Lastabschaltung.

Weiterhin wurde festgestellt, dass ein ungestaffelter
Lastabwurf unabhidngig vom Lastabwurfkonzept zum
Uberschwingen der Frequenz grofer als 50,2 Hz fithren kann.
Abbildung 5 zeigt eine Reduzierung der Uberschwinger unter
die kritische Frequenz von 50,2 Hz durch Verwendung des
gestaffelten Lastabwurfs (schwarzer Frequenzgang). Der
gestaffelte Lastabwurf bedeutet im Wesentlichen, dass nicht alle
Frequenzrelais bei derselben Frequenz auslosen, sondern in
einer vordefinierten Reihenfolge. Die Reihenfolge kann durch
verschiedenen Frequenzen in einem Bereich um die
Referenzfrequenz definiert werden. Mit diesem Vorgehen ist es
unter Umstdnden nicht notwendig die gesamte Last einer Stufe
abzuwerfen und eine Dringlichkeitsreihenfolge fiir die
Lastabwurfknoten aufzustellen.

V. ZUSAMMENFASSUNG

Die Untersuchung bietet, unter dem Gesichtspunkt der
Frequenzhaltung, die spezifische Untersuchung des neuen
Lastabwurfkonzepts auf Basis von Mittelwerten zur
Realisierung des automatischen Lastabwurfs bei Unterfrequenz.
Die Realisierung erfolgte dabei mit Hilfe eines modifizierten
5 - Stufenplans mit vier Lastabwurfstufen. Die Wirksamkeit des
max JM-Konzepts wurde mit dem aktuell verwendeten Prinzip
auf Grundlage der Stichtagjahreshochstlast -
Jahreshochstlastprinzip, anhand eines gegebenen dynamischen
Modells fiir verschiedene Szenarien verglichen. Das Modell
stellt dabei eine Nachbildung der Regelzone des UNB 50Hertz
Transmission mit den unterlagerten Verteilungsnetzgebieten
dar. Fiir die Verteilungsnetze wurden die Referenznetzlasten, fiir
jeden Transformator auf Basis des maximalen monatlichen
Mittelwerts berechnet und aufsummiert. Die Lastabschaltung, je
Stufe und Verteilungsnetzgebiet, wurde flir zwei Stufenweiten
(10 % und 15 %) als Produkt aus Stufe, Referenznetzlast und
Wahrscheinlichkeit, dass die geforderte Last abgeschaltet
werden kann, berechnet. Weiterhin wurden fiir die
Verteilungsnetze, mit Hilfe der installierten Leistung aus EE und
der REMO-Datenbank, die Erzeugerzeitreihen je Szenario fiir
Last und EE im Netzmodell implementiert. Fiir den
anschlieBenden Vergleich der Konzepte, Jahreshochstlast und
Jahresmittelwert, wurden in dem Netz je Szenario und je
Verfahren die  Storungswerte sukzessive, iiber alle
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Lastabwurfstufen bis zum Erreichen der
Frequenzdestabilisierung (47,5 Hz), erhoht. Der Vergleich der
Verfahren wurde anschlieBend auf Basis der StorgroBle bei
Stufe 5 (47,5 Hz) vorgenommen. Die Ergebnisse der statischen
Untersuchung zeigen im Wesentlichen in jeder Stufe, bei
gleicher Stufenweite, eine geringere Lastabschaltung mit dem
Mittelwertprinzip im Vergleich zum Jahreshochstlastprinzip.
Aufgrund der vereinfachten Nachbildung des Netzes bieten die
Ergebnisse der dynamischen Untersuchung ausschlielich einen
qualitativen Vergleich der Verfahren. Die Untersuchungen
zeigen, dass ein gestaffelter Lastabwurf einem ungestaffelten
Lastabwurf vorzuziehen ist, da ein Uberschwingen der Frequenz
iiber 50,2 Hz verhindert werden kann. Aus den Vergleichen der
Verfahren geht hervor, dass das System mit dem
Jahreshochstlastprinzip groBeren Storungen stand hélt als mit
dem Jahresmittelwertprinzip. Jedoch sind die Unterschiede
zwischen den Storungswerten in der flinften Stufe im Verhéltnis
zu den Referenzwerten der Verfahren relativ gering. Mit diesem
Resultat kann eine Anwendbarkeit des Lastabwurfkonzepts auf
Basis von Jahresmittelwerten festgestellt werden. Weiterhin
kann das Lastabwurfkonzept auf Basis der
Stichtagjahreshochstlast, unter der Bedingung, dass ein Stichtag
mit hoher Last und geringer Erneuerbarer Einspeisung definiert
wird, beibehalten werden.

Im Kontext der Frequenzhaltung ist der Beitrag der
Windenergieanlagen, speziell in der 50Hertz Transmission
Regelzone, bei Erzeugungsausfall zu betrachten. Im Gegensatz

dazu muss zukiinftig, auf Grund des hohen Stromanteils aus
erneuerbaren Erzeugungsanlagen in Verbindung mit einer
geringen Last im 50Hertz Netz, das Problem der Uberfrequenz
ndher untersucht werden. Dabei konnte sich unter anderem an
dem Netzentwicklungsplan 2013 orientiert werden, der selbst
fiir ein moderates Szenario A 2023 eine Verdopplung der
installierten Leistung der Erneuerbaren prognostiziert [§].
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Abstract—The energy turnaround caused a lot of challenges for
the power system as well in the distribution level as in the trans-
mission level. For the transmission level significant distances
between areas of high renewable generation, storage capacities
and centers of load require a bulk power transmission. As the
existing transmission system is not designed for such tasks, a
suitable solution is a meshed HVDC grid spanning the existing
AC grid. Most state of the art methodologies for controlling DC
node voltages can provoke DC oscillations due to their points of
discontinuity. This paper proposed a new continuous local
control characteristic and presents a methodology for its parame-
terization according to available AC balancing control capabili-
ties.

Keywords -  HGU, vermaschte-HGU-Netze, = DC-
Spannungsregelung, kontinuierliche Regelcharakteristik

. HGU-TRANSPORTNETZ

Im Zuge der Energiewende steigen die Belastungen des aus
zentral gespeisten GrofBkraftwerken gewachsenen Drehstrom-
iibertragungssytems. Die Dezentralisierung erneuerbar erzeug-
ter Energien in flichenméBig weit ausgeprigten und von den
Lastschwerpunkten weit entfernten Gebieten steigern die
Transportdistanzen, die zu transportierenden Energiemengen
und die Transportverluste. Somit werden hohe Investitionskos-
ten fliir den Netzausbau notwendig. Falls dieser als AC-
Netzausbau stattfindet, fallen zusitzlich hohe Investitionskos-
ten fiir Kompensationsanlagen an.

Dabei bedingt volatile Erzeugung aus Erneuerbaren Ener-
gien starke Anderungen des Leistungsflusses und kann zu
Spannungsstabilititsproblemen  fiihren. Der gleichzeitige
Wegfall von Erzeugungsanlagen mit Blindleistungseinspeise-
fahigkeit sorgt fiir Probleme bei der Detektion und Kldrung
von Fehlerzustinden des Drehstromiibertragungsnetzes durch
die somit signifikant reduzierte Kurzschlussleistung.

Diese Voraussetzungen schaffen die Idee das bestehende
AC-Transportnetz mit Hilfe eines iiberlagerten HGU-Netzes zu
entlasten. Vorteile bestehen in den geringeren Kosten zur
Ubertragung groBer Energiemengen iiber lange Transportwege,
der Bereitstellung von Systemdienstleistungen wie der Blind-
leistungseinspeisung sowie der vollstdndigen Regelbarkeit der
Energietibertragung. Aus Systemfiihrungssicht bietet dabei ein

vermaschtes HGU-Netz durch seine (n-1)-Sicherheit die
bestmdgliche Alternative.

Das Fehlen der Frequenz als Indikator fiir das Energieg-
leichgewicht zwischen Erzeugung und Verbrauch sowie die
freie Wihlbarkeit der Leistungsiibertragung stellen dabei neue
Anforderungen an das Regelungskonzept.

Die derzeitigen DC-Spannungsregelungsmechanismen
werden im Kapitel II behandelt. Kapitel III zeigt einen neuen
mathematischen Regelfunktionsansatz, dessen Parametrierung
im vierten Teil mit anschlieBenden Beispielen beschrieben
wird. Die Parametrierung erfolgt dabei so, dass mdglichst
wenig Regelleistung fiir das DC-Netz iiber das AC-Netz
transportiert werden miissen. Somit soll eine zusétzliche
Belastung des AC-Transportnetzes vermieden werden. Das
letzte Kapitel gibt eine kurze Zusammenfassung.

II. DC SPANNUNGSREGELUNG

In HGU-Netzen schligt sich ein Energieungleichgewicht
unmittelbar in einer Verdnderung der DC-Spannung nieder.
D.h. wird iiber eine Zeit ¢ mehr Leistung in das HGU-Netz
eingespeist als ausgespeist wird bzw. durch Verluste verloren
geht, steigt die DC Spannung. Bei einem Leistungsdefizit tiber
eine gewisse Zeit ¢ sinkt dagegen die DC-Spannung (1). Das
Speichermedium in HGU-Netzen, welches in AC-Systemen
durch die rotierenden Massen reprasentiert wird, sind die
Kapazitiaten der Leitungen Cip und die DC-seitigen Ausgangs-
kapazititen der Umrichter Cc (2). Beide sind sehr stark techno-
logieabhéngig, aber in jedem Fall so klein, dass ein Energicun-
gleichgewicht innerhalb weniger Millisekunden zu einer
signifikanten DC-Spannungsénderung fiihrt.

]

Upe EC-—MDC;[(pm(T)_pOM(T)) dT"'”o,Dc 0
= Uy pe +—(em(t07t1)_eom(tmtl))
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Doch die DC-Spannung ist nicht nur ein Indikator fiir das
Energiegleichgewicht des DC-Netzes. DC-Spannungsunter-
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schiede zwischen Knoten des DC-Netzes sind auch ein Indika-
tor fiir Leistungsfliisse auf den DC-Leitungen. Eine starre
Regelung auf die DC-Nennspannung an jedem Knoten des
Netzes ist somit nicht zielfilhrend, da das HGU-Netz dann
keine Transportaufgabe mehr ibernehmen kann.

Bereits in groBer Anzahl existierende HGU Punkt-zu-
Punkt-Verbindungen gewihrleisten die Energiestabilitdt inner-
halb des HGU-Systems dadurch, dass ein Umrichter eine
gewiinschte Leistung in das HGU-System einspeist und der
andere Umrichter {iiber eine DC-Spannungsregelung das
Energiegleichgewicht sichert. [1] Eine Ubertragung auf DC-
Netze ist dann schwierig, wenn nur ein Umrichter das Ener-
giegleichgewicht eines groflen Netzwerkes vornehmen muss

(11, [2].

Um das Energiegleichgewicht in einem groBen HGU-Netz
mit vielen Umrichtern und einer kontinuierlichen Anderung der
Leistungsflussrichtungen zu gewéhrleisten, wird in der Litera-
tur eine lokale Regelung der DC-Spannungen an mehreren
Umrichtern anhand einer p-u-Kennlinie vorgeschlagen.

Dafiir wird davon ausgegangen, dass jeder Umrichter von
einer zentralen Einheit einen Sollarbeitspunkt erhédlt. Dieser
kann eine Sollspannung upcrr und / oder eine Sollleistung
Pocref des Umrichter enthalten. Demzufolge muss die Kennli-
nie eines Umrichters diesen Referenzarbeitspunkt beinhalten.
Grundsitzlich kdnnen dafiir drei Kennlinienarten unterschieden
werden: Voltage Droop Regelung, Regelung auf eine konstante
Spannung und Regelung auf eine konstante Leistung [3].

Diese drei Grundarten der Regelungscharakteristik sind in
Abbildung 1 dargestellt. Die Droop-Regelung zeichnet sich
durch eine Droop-Konstante kpc aus, die angibt wie stark sich
die Leistung des Umrichters bei einer Abweichung von der
Referenzspannung dndert (siehe auch (3)).

1 _ pP DCref p
A — 3)
DC uDC,ref u
Spannungs- Konstante Konstante
Droop-Regelung Spanungsregelung Leistungsregelung

pi Pi

PDCrefi

PDCrefi

kpei kpci— 0

kpc; — ©

Abbildung 1: Grundarten der kennlinienbasierten Umrichterregelung

Die konstante Spannungsregelung wurde erstmals in [4]
beschrieben und spiter in [5] wiederentdeckt. Wenn dieses
Regelungskonzept in einem HGU-System eingesetzt wird in
dem mehrere Umrichter entsprechend einer solchen Kennlinie
regeln, kann dies zu Schwingungen fiihren [2], [5]. Aus diesem
Grund wurde urspriinglich durch [2] die Spannungs-Droop-
Regelung vorgeschlagen und in [6] fiir Offshore-HGU-
Systeme wieder vorgeschlagen. Die Spannungs-Droop-
Regelung zeigte diverse Vorteile gegeniiber der konstanten
Spannungsregelung hinsichtlich Ausregelzeit und ihrer tran-
sienten Regeleigenschaften [7], [8]. Da in Europa sowohl fiir
die Offshoreanwendung beziiglich der Verbindung von Wind-

parks untereinander und an Land als auch fiir die kontinentale
Langstreckentibertragung parallel zum existierenden AC-Netz
der Einsatz von HGU-Systemen diskutiert wird, was eine grofe
Anzahl an Umrichtern im HGU-Netz bedeutet, schligt eine
Vielzahl an Publikationen die Verwendung von Spannungs-
Droop- oder abgewandelten Regelungskennlinien vor [9]-[11].
Diese sind noch einmal in [12] zusammengefasst und in Abbil-
dung 2 dargestellt.

Spannungs-Droop-
Regelung

Kostante Leistungs-
regelung

Konstante Span-
nungsregelung

Dreiteilige Span- Dreiteilige Span-
Sp a;;:u:li;band- nungs-Droop- nungs-Droop und -
geung Regelung bandregelung

Abbildung 2: Abschnittsweise stetige Spannungsregelkennlinien

Eine dieser ist die dreiteilige Spannungs-Droop- und Span-
nungs-bandregelung. Diese definiert einen kleinen Toleranzbe-
reich um die Referenzspannung in dem kein Regeleingriff
stattfindet, vergleichbar zum +20 mHz Band bei der Frequenz-
regelung im AC-Netz in Europa. Dies verhindert iiberfliissige
Regeleingriffe bei geringfiigig fluktuierender Spannung.

Die Anwendung der in Abbildung 2 gezeigten Regelcha-
rakteristika konnen mit Ausnahme der Droop-Regelung unter
bestimmten Voraussetzungen zu ungeddmpften Schwingungen
im HGU-System fiihren [13]. Dies ist vor allem durch die
Ubergiinge zwischen den abschnittsweise stetigen Bereichen
der Regelcharakteristik und der damit abrupten Anderung der
Droop Konstante kpc begriindet. Um diese Unstetigkeitsstellen
herum konnen durch Zeitkonstanten oder Todzeiten in der
Unrichterregelungen und bei kleinen Kapazititen des DC-
Systems Schwingungen entstehen.

Um die Vorteile z.B. der dreiteiligen Spannungs-Droop-
und —bandregelung bzw. der dreiteiligen Droopregelung zu
wahren, wird eine kontinuierliche Regelcharakteristik [14] mit
dhnlichen Eigenschaften aber ohne Unstetigkeitsstellen in
Kapitel IIT vorgeschlagen. Sodass Oszillationen um Unstetig-
keitsstellen nicht mehr auftreten konnen.

III. REGELFUNKTION

Die Eigenschaft einer stetigen Regelfunktion mit den we-
sentlichen Charakteristika der in Kapitel I beschriebenen
abschnittsweise stetigen Funktionen ldsst sich mit Hilfe einer
Sigmoidfunktion (4) realisieren (siche Abbildung 3).

1
1+e"

f(x)=

“4)
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Eine Sigmoidfunktion ist durch einen Wendepunkt charak-
terisiert, um den diese Funktion punktsymmetrisch ist und
durch eine obere und untere Schranke (siche Abbildung 3). Der
Abstand zwischen oberer und unterer Schranke der Funktion
(Amplitude) kann durch entsprechende Parametrierung der
Funktion ebenso definiert werden, wie der Anstieg der Funkti-
on um den Wendepunkt.

Die dreiteilige Spanungs-droop- und —bandregelung wird
im Folgenden betrachtet, da sie Regeleingriffe bei minimalen
Abweichungen um den Referenzarbeitspunkt vermeidet. Diese
Funktionalitit ist auch bei der Leistungs-Frequenz-Regelung
im AC-Netz durch ein zuldssiges Frequenzband um die Soll-
frequenz von +£20 mHz realisiert und soll mit Hilfe dieser
Funktion auch auf die Regelung des Energiegleichgewichts im
DC-Netz libertragen werden.

L[ ==~ "7 " Oberc Schranke ~ ]
0.8 F

0.6
0.4 f

02}
o b — Untere Schranke | "~

= Wendepunkt

Abbildung 3: Sigmoidfunktion

Diese Regelfunktion kann aus der Summation zweier Sig-
moidfunktionen entsprechend (5) in stetiger Form abgebildet
werden, wie dies in Abbildung 4 dargestellt ist.

Die Parametrierung der Funktion erfolgt so, dass die Um-
richter bei Erreichen der maximal zuldssigen Spannung Umax
die maximal mogliche Umrichterleistung mit einer Genauigkeit
von 99.99% aus dem DC-Netz entnehmen (6) und umgekehrt
bei Erreichen der minimal zuldssigen DC-Spannung Unin die
maximale mdgliche Umrichterleistung in das DC-Netz einspei-
sen (7). Dafiir werden die Wendepunkte der beiden Sigmoid-
funktionen U ‘min und U ‘max jeweils zwischen DC-Sollspannung
Uson und maximal bzw. minimal zuldssiger DC-Spannung
gewdhlt.

Die Anstiege der Sigmoidfunktionen um die beiden Wen-
depunkte /s und A, werden so grofl gewihlt, dass mindestens
die oben genannten Bedingungen aus (6) und (7) erfiillt sind
und die Doppelsigmoidfunktion durch den Sollarbeitspunkt
bestimmt durch P und Usen mit einer Genauigkeit von z.B.
0.001% entsprechend (8) verlauft.

PIIR “ PI\KN
P(Una)
W ’||4|x’|;|||||| =
P =
b -
£ Usan ' Unc
S Rechter
g -
PWUed| S DX >
Pmin
Abbildung 4: Spanungs-droop- und —bandregelung als stetige DC-Spannungs-
Regelfunktion
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PUR,i (Umin) = 99’ 99% : Pmax (7)
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Die Doppelsigmoidfunktion besitzt neben den festen Para-
metern Unin, Umax, Pmin, Pmax, Uson und Pgop vier Parameter die
frei wahlbar sind. Diese sollen so gewihlt werden, dass eine
optimale Reglerfunktion beziliglich der AC-Netzcharakteristika
definiert wird. Eine solche Moglichkeit zur Bestimmung der
Parameter U ‘min, U ‘max, 71, und A wird im Kapitel IV vorge-
stellt.

IV. PARAMETRIERUNG REGLERFUNKTION

Die Variablen Pumin und Pumax sind durch die jeweiligen Um-
richtergrenzen festgelegt und definieren die obere und untere
Schranke der DC-Spannungsregelfunktion. Der Umrichterleis-
tungssollwert Pson der am Knotenpunkt einzuspeisenden bzw.
zu entnehmenden Leistung wird von einem zentralen Leitsys-
tem z.B. im Rahmen der Betriebsmitteleinsatzplanung berech-
net und den Umrichtern vorgegeben.

Fiir das Gesamtsystem oder auch fiir jeden einzelnen Kno-
ten im DC-Netz werden Spannungsgrenzen definiert. Dabei ist
die obere Spannungsgrenze durch die maximale Isolations-
spannung und eine Sicherheitsmarge und das untere Span-
nungsband in der Regel so festgelegt, dass das Spannungslevel
im DC-System allgemein mdglichst hoch ist, um die Trans-
portverluste gering zu halten.

Der Bereich der Regelcharakteristik um den Sollarbeits-
punkt wird zum einen maBgeblich durch die Lage der Wende-
punkte der beiden Sigmoidfunktionen U ‘min und U ‘max be-
stimmt. Wird eine Regelfunktion gesucht, die um den Sollar-
beitspunkt moglichst flach ist, werden die Wendepunkte nah an
die Spannungsgrenzen Upax und Unmin verschoben.

Die Steilheiten 4; und 4 um die Wendepunkte werden nach
unten durch die Bedingungen (6) und (7) beschrénkt, d.h. diese
beiden Bedingungen definieren Mindeststeilheiten fiir beide
Sigmoidfunktionen. Das Ansprechverhalten der Regelung um
den Referenzarbeitspunkt kann somit durch die Lage der
Wendepunkte eingestellt werden.

Die kontinuierliche Regelcharakteristik regelt die DC-
Spannung. In ihrer Gesamtheit stellen diese Charakteristiken
somit bei einer Stérung das Energiegleichgewicht im DC-
System wieder her. Diese DC-Regelleistung wird bei Nicht-
vorhandensein von direkt an das DC-System angeschlossenen
Lasten oder Erzeugern aus dem AC-Netz bezogen.

Die Parametrierung der Doppelsigmoidfunktion und damit
die Definition der Wendepunktpositionen soll so erfolgen, dass
moglichst wenig Regelleistung fiir das DC-Netz {iber das AC-
Netz transportiert werden muss.

Es wird angenommen, dass das DC-Netz nicht nur parallel
zu einem synchronen AC-Transportnetz betrieben wird, son-
dern auch asynchrone AC-Netze miteinander verbindet. Ein
solches Szenario ist z.B. die DC-Anbindung eines Offshore-
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windparks durch das DC-Netz als auch ein planmiBig oder
unplanmifBig entmaschtes AC-Netz.

Theoretisch kann DC-Regelleistung aus allen angeschlos-
senen AC-Netzen bezogen werden. Da die Erzeugungsleistung
von Offshoreparks in der Regel nicht signifikant erhoht werden
kann und deren Drosselung nur in Netznotfallsituationen
moglich ist, eignen sich Umrichter, die an solchen Netzen
installiert sind eher nicht zur Bereitstellung von DC-
Regelleistung. Umrichter im Onshore-AC-Netz in der Néhe
von regelleistungsfahigen konventionellen Kraftwerken eige-
nen sich dagegen sehr gut flir die Bereitstellung von DC-
Regelleistung.

Es wird auBerdem angenommen, dass auch Speicher zu-
kiinftig vermehrt fiir die Bereitstellung von Regelleistung
genutzt werden konnen, sodass auch Umrichter in der Nihe
von signifikantem Speichervermdgen eine sehr gute Eignung
fiir die Bereitstellung von DC-Regelleistung aufweisen. Dies
vermeidet eine unnétige Belastung des AC-Netzes mit dem
Transport von DC-Regelleistung.

Folgende Informationen sind somit notwendig, um eine
kontinuierliche Regelcharakteristik entsprechend der vorste-
henden Annahmen zu parametrieren:

e Verfiigbare Regelleistung aus Kraftwerken nahe des
betrachteten Umrichters

e Verfiigbare Regelleistung aus Speichern nahe des be-
trachteten Umrichters

e  Verfiigbare Regelenergie aus Speichern nahe des betrach-
tete Umrichters

Die verfiigharen Reserven um einen Umrichter-AC-
Anschlusspunkt beziehen sich nicht nur auf den AC-
Anschlussknoten selbst, sondern auch auf benachbarte Knoten.
Somit wird um jeden Umrichter-AC-Knoten ein Gebiet defi-
niert, dessen verfligbare Regelreserven betrachtet werden. Wie
gro} das Gebiet um den Umrichter-AC-Knoten ist, wird vom
verantwortlichen Netzbetreiber definiert. Wenn AC-Knoten zu
weit entfernt von einem HGU-Umrichter entfernt liegen, ist es
sinnvoll, diese nicht mit in die Betrachtung einzubezichen. Bei
deren Regelleistungsabruf fiir das DC-Netz miisste diese
Leistung ansonsten weit iiber das AC-Netz transportiert wer-
den, was mit der vorgeschlagenen Methode vermieden werden
soll. Liegen AC-Knoten mit verfiigbaren Regelleistungsreser-
ven sehr nah an zwei HGU-Umrichtern, so fillt die Zuordnung
zugunsten des ndher gelegenen Umrichters aus.

Wie bereits beschrieben, wird durch die Leitwarte jedem
Umrichter ein Sollarbeitspunkt zugewiesen, der sich eindeutig
durch Sollspannung und Sollleistung definiert. Durch die
Sollleistung und die festen Leistungsgrenzen des Umrichters
sind die maximal durch den Umrichter bereit zu stellende
positive P'pe palance bzw. negative DC-Regelleistung Ppc balance
festgelegt, wie dies in Abbildung 5 dargestellt ist.

Dieser maximale positive bzw. negative Bedarf wird in Re-
lation zu den nahe des Umrichters zur Verfiigung stehenden
Potentialen durch Kraftwerke und Speicher gesetzt. So wird die
Lage der beiden Wendepunkte bestimmt. Das Verhiltnis
zwischen maximal notwendiger und verfiigbarer positiver
Regelleistung bestimmt die Lage des linken Wendepunkts und

das Verhiltnis zwischen maximal notwendiger und verfiigbarer
negativer Regelleistung die Lage des rechten Wendepunkts.
Das Verhéltnis wird dabei auf 1 beschrinkt.

Psoll T

Abbildung 5: Maximal durch den betrachteten Umrichter bereitzustellende
positive und negative DC-Regelleistung

Ein Verhéltnis von 1 bzw. -1 bei negativer Regelleistung
bedeutet, dass genau so viel Regelleistung nahe des Umrichters
zur Verfiigung steht, wie maximal vom Umrichter angefordert
werden kann. Der Wendepunkt U’min bzw. U’max Wiirde dem-
nach sehr dicht an der Sollspannung Us.ii liegen. Ein Verhiltnis
von 0 bedeutet, dass gar keine Regelleistung nahe des Umrich-
ters bereitgestellt werden kann. Der Wendepunkt wiirde in
diesem Fall nahe der absoluten Spannungsgrenzen Umax bzw.
Unmin licgen.

Diese Betrachtung wird fiir alle drei aufgefiihrten Kriterien
separat durchgefiihrt. Die beiden Kriterien fiir Speicher (Regel-
leistung und Energie) werden multiplikativ miteinander ver-
kniipft und anschliefend additiv mit dem Ergebnis fiir verfiig-
bare Regelleistung aus Kraftwerken nahe des Umrichters zu
einem Gesamtindikator verbunden. Ebenso wie die Verhéltnis-
se der Einzelbetrachtungen ist auch der Gesamtindikator auf 1
bzw. -1 (fiir negative Regelleistung) gedeckelt. Der Gesamtin-
dikator fiir positive bzw. negative Regelleistung definiert final
die Lage der Wendepunkte.

Im anschlieBenden Teil bestimmt der Algorithmus die mi-
nimale Steilheit der rechten und linken Sigmoidfunktion so,
dass die Anforderungen aus (6), (7) und (8) erfiillt werden. Die
finalen Seilheiten /; und A, koénnen unter der Restriktion der
minimalen Steilheiten frei gewdhlt werden. Im folgenden
Kapitel werden einige Beispiele der Parametrierung dargestellt.

V. NUMERISCHE FALLSTUDIEN

Im Folgenden werden drei Beispiele fiir die Parametrierung
der Zuvor vorgestellten kontinuierlichen DC-
Spannungsregelungsfunktion vorgestellt. Dabei wird fiir die
Umrichterkennlinien 1 und 2 jeweils ein vom Leitsystem
vorgegebener  Arbeitspunkt  angenommen, der  bei
usoll = 1,01 p.u. und pson = 0.375 p.u. liegt. Im 3. nummerischen
Fallbeispiel wird die Wirkung der vorgeschlagenen Parametrie-
rungsmethode auf das AC-Netz gezeigt.

A. Umrichterkennlinie 1

Fiir die Umrichterkennlinie 1 wird angenommen, dass die
installierten Leistungen aller nahe des betrachteten Umrichters
lokalisierten Speicher grofl genug sind, um die maximal bend-
tige positive als auch negative DC-Regelleistung zu decken.
Der kumulierte Speicherfiillstand aller nah am Umrichter
installierten Speicher stellt eine Restriktion hinsichtlich der
Speicher dar. Es sei angenommen, dass die Speicher kaum
gefillt sind und lediglich 10% der Energie zur Verfligung
stellen konnen, die maximal als positive DC-Regelleistung
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bendtigt werden. Diese Betrachtung setzt voraus, dass die
Leitwarte alle 15 Minuten einen neuen Sollwert fiir jeden
Umrichter berechnet. Im worst case muss ein Umrichter also
15 Minuten lang die maximale positive oder negative DC-
Regelleistung zur Verfiigung stellen konnen. Der kumulierte
Speicherfiillstand und die maximale Speicherkapazitit bestim-
men weiterhin, dass 90% der maximal notwendigen negativen
Regelleistung durch die Speicher aufgenommen werden
konnen (siche auch Abbildung 6). Konventionelle Kraftwerke
in der Néhe des betrachteten Umrichters kdnnen dariiber hinaus
einen Anteil von 70% sowohl zur positiven als auch zur nega-
tiv maximal benétigten DC-Regelleistung bereitstellen.
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Abbildung 6: Szenario fiir Umrichterkennlinie 1

Speicher und Kraftwerke nahe des betrachteten Umrichters
konnen somit einen 100%-igen Beitrag zur negativen DC-
Regelleistungsbereitstellung leisten. Eine positive Abweichung
der DC-Sollspannung fiihrt somit unmittelbar zu einer signifi-
kanten Reduzierung der Umrichterleistung.

Durch den geringen Anteil, den die Speicher zur Bereitstel-
lung von positiver DC-Regelleistung leisten konnen, ist der
Anteil der zur maximalen positiven DC-Regelleistungsanfor-
derung geleistet werden kann etwas geringer. Die Anderung
der Umrichterleistung bei einer negativen Abweichung vom
Spannungssollwert resultiert somit in einer geringeren Steige-
rung der Umrichterleistung, wie dies in der Charakteristik in
Abbildung 7 zu erkennen ist.

Anhand der vorhandenen Kraftwerks- und Speicheranteile
nahe des Umrichters ergeben sich die Wendepunkte zu
U'min = 1,0064 und U ‘ax = 1,0105. Damit fiir diese Wende-
punkte die Anforderungen aus (7) — (9) erfiillt werden, ergeben
sich die Anstiege zu 41 =201 und £, = 3459.
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Abbildung 7: Kontinuierliche Regelcharakteristik 1

B. Umrichterkennlinie 2

Fir Umrichterkennlinie 2 wird angenommen, dass weder
Speicher noch Kraftwerke nahe des betrachteten Umrichters
installiert sind die positive oder negative Regelleistung bereit-
stellen konnen. Dies ist in Abbildung 8 veranschaulicht.

Dementsprechend beteiligt sich der zugehdrige Umrichter
bei Anderungen der Spannung um den Arbeitspunkt nicht an
der Wiederherstellung des DC-Energiegleichgewichts (siche
Abbildung 9 a)).
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Abbildung 8: Szenario fiir Umrichterkennlinie 2

Die Wendepunkte konnen nicht exakt auf die &uBeren
Spannungsgrenzen Upin und Unax gelegt werden, da ansonsten
die Bedingungenn (7) und (8) nicht erfiillt werden koénnen.
Demzufolge werden U’min und U ’'max sehr nah an diese dulleren
Grenzen definiert: U'min =0.9501 und U'max=1.4999. In
diesem Fall ist das Kriterium (9) immer erfiillt, wenn auch die
Kriterien (7) und (8) erfiillt sind. Dafiir ergeben sich die Steil-
heiten der beiden Sigmoidfunktionen zu 7/ =92002 und
h=115097. Diese Charakteristik entspricht dann einer kon-
stanten Leistungsregelung. Beispielhaft wird in Abbildung 9 b)
ein sehr schmaler Bereich um den linken Wendepunkt gezeigt,
der den kontinuierlichen Verlauf der Funktion zeigt.
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Abbildung 9: Kontinuierliche Regelcharakteristik 2 {iber den gesamt zuldssi-
gen Arbeitsbereich des Umrichters a) und nahe der Unterspannungsgrenze b)

C. Szenario im AC-Netz

Fiir ein 9-knotiges AC-Netz mit 5-knotigem HGU-Overlay-
Netz wird die vorgeschlagene Parametrierung an allen fiinf
Umrichtern angewendet. Zur Vereinfachung wird in diesem
Beispiel nur die Regelleistung, die durch Kraftwerke bereitge-
stellt werden kann, betrachtet. In Abbildung 10 a) sind die
p-v-Kennlinien gezeigt, die mit der vorgeschlagenen Paramet-
rierung erstellt wurden. AuBlerdem ist dort fiir jeden Umrichter
auch eine weitere Kennlinie gezeigt, die ohne die vorgeschla-
gene Parametrierung erstellt wurde.

Fiir beide Félle ist der Effekt auf die AC-Leistungsfliisse
nach einer Storung des DC-Gleichgewichts um -100 MW
gezeigt. In Abbildung 10 b) sind die Leistungsflussianderungen
dargestellt, die sich nach der Stérung im AC-Netz ergeben,
wenn die vorgeschlagene Parametrierung nicht angewendet
wird. Die positive Wirkung der vorgeschlagenen Parametrie-
rung ist in Abbildung 10 c¢) erkennbar.
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Es fordert in diesem Fall der Umrichter die DC-
Regelenergie an, der diese vor Ort beziehen kann. Die AC-
Leistungsfliisse im Rest des Netzes bleiben davon nahezu
unbertihrt, sodass die AC-Transportkapazititen anderweitig
genutzt werden kdnnen.
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Abbildung 10: Parametrierung der p-v-Kennlinie. a) Kennlinien mit und ohne
Anwendung der vorgeschlagenen Parametrierung, b) Leistungstliisse im AC-
Netz nach einer Stérung im HGU- Netz ohne vorgeschlagene Parametrierung
und c¢) nach der gleichen Storung mit vorgeschlagener Parametrierung

VI. ZUSAMMENFASSUNG

Der Betrieb eines vermaschten HGU-Netzes stellt aus Sys-
temfiihrungssicht eine neue Herausforderung an das Leitsys-
tem. Der Wegfall der Frequenz als Indikator fiir das Erzeuger-
und Verbraucherenergiegleichgewicht sowie die durch die
rotierende Massen fehlende groBe Energiespeicherkapazitit
bedingt ein sehr schnelles und automatisiertes Regelverhalten,
das idealerweise auf lokalen Messungen beruht. Unter den
bisherigen lokalen Regelcharakteristika wird die dreiteilige
Spannungs-Droop- und —bandregelung (siche Abbildung 2)
favorisiert, da sie dhnlich zur Leistungs-Frequenz-Regelung in
AC-Netzen auch eine Art Totband um die Sollspannung
vorsieht, sodass kleine Abweichungen vom Sollwert nicht zu
einer unmittelbaren Anregung der Regelung fithren. Diese und
auch andere bestehende Regelcharakteristiken mit abschnitts-
weise linearen Regeleigenschaften konnen durch ihre Unstetig-
keitsstellen zu ungeddmpften Schwingungen im DC-System
fithren. Die Anwendung einer stetigen Regelfunktion kann dem
entgegen wirken.

In diesem Paper wird eine derartige Regelfunktion vorge-
stellt, die auf Basis von zwei Sigmoidfunktionen erstellt wird.
Es wird auBlerdem ein Verfahren zu dessen Parametrierung
vorgeschlagen. Dieses beruht darauf, dass sich vor allem AC-
Koten an der Bereitstellung von DC-Regelenergie beteiligen,
die in unmittelbarer Ndhe Regelkapazititen aus Kraftwerken
oder Speichern verfligbar haben. Dagegen beteiligen sich AC-
Knoten mit sehr wenigen oder gar keinen Regelkapazititen erst
bei Erreichen des zuldssigen DC-Spannungsbandes an der
Regelung des DC-Energiegleichgewichtes. Das vorgestellte
Verfahren wihlt die Wendepunkte der kontinuierlichen Regel-
funktion dementsprechend. Auflerdem werden die beiden fiir
die vorgestellte Regelfunktion notwendigen Anstiege so
bestimmt, dass mit den definierten Wendepunkten die verflig-
baren Umrichterleistungsgrenzen im vorgegebenen DC-Span-
nungsband mdglichst gut ausgenutzt werden und der Referenz-
arbeitspunkt auf der Regelcharakteristik liegt.
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Abstract—Due to the increase in electricity production from
renewable energy sources, the share of volatile electricity supply
rises in German distribution networks. Since these networks are,
for historical reasons, not designed for the supply of distributed
generation, this already leads to an overloading of the network
resources, today. In this work, different distributed generation
management concepts are presented, which should avoeid this
overloading by temporarily reducing the power supply. To
simulate these methods, the supply from solar, wind, biomass and
cogeneration power plants is modeled. The implementation of
these distributed generation management concepts depends on
the available information from measurement points. Finally, an
evaluation of the different generation management methods is
made, taking the implementing costs and the benefit of avoiding
overloads into account.

Keywords-generation management; distributed generation;
cogeneration; measurement points; costs; overload

I. INTRODUCTION

In recent years, based on new insights into global climate
change, a new environmental awareness has arisen in the
European Union (EU) and especially in Germany. This has led
to massive energy and climate policy changes within the entire
EU region, in terms of new targets for the reduction of
greenhouse gas emissions for the community of states. On the
other hand, every country in the international community
received its own targets, which have to be achieved through
individual strategies. As a result the new energy concept forced
a social and political supported departure from conventional
energy generation towards a greater support for renewable
energies. The Renewable Energy Law (Erneuerbare-Energien-
Gesetz = EEG) specifies the target to increase the share of
renewable electricity generation to at least 80% until 2050 [1].
Because of the associated promotion of renewable generation
facilities, a massive expansion of decentralized renewable
generation facilities has launched.

Particularly in medium- and low-voltage grids, the
increased supply of distributed generation already leads to
problems of network security, because of overloads. These
overloads result mostly through changed network topologies
due to maintenance but can also occur at normal switching
states, favored by certain load and weather conditions [2]. To
avoid these problems, the distributed generation management is
used in Germany allowing a temporary reduction of the power
from decentralized generation units connected to the network.
The idea is to maintain security of supply and optimal
absorption of the energy generated by renewable energies in
the grids. Currently used forms of generation management

have great potential to minimize the reduction of power,
because all generation units, behind the detected overload, have
to reduce their power supply equally. Hence, a procedure to
bring the power reduction to a minimum, is required to avoid
unnecessary costs. The complexity to maintain these goals
increases due to the limited observability in medium- and low-
voltage levels, because of missing measurement devices to
examine the condition of the network.

This paper will discuss different concepts for distributed
generation management to avoid overloads in the grid at lines
or transformers. The design of these concepts is based on
information from measurement devices. Thus, concepts of
generation management for different dimensions of
observability will be developed. In addition, an optimization to
minimize the reduced power and therefore the compensation
costs will be created.

For low—voltage grids the supply of solar power plants on
roofs and combined heat and power plants (CHPP) are
modelled. Additionally, In case of medium—voltage networks
solar farms are modelled next to wind and biomass power
plants. These concepts are simulated on medium- and low-
voltage test-grids, developed by the Chair for Energy Systems
and Energy Management (ESEM).

Finally, an evaluation is made, taking the total costs and
benefits into account.

II.  CONCEPT DEVELOPMENT

A. Overloading of network operating ressources

Due to the strong expansion of distributed generation, as a
result of the promotion of renewable energies by the EEG, the
supply in medium- and low-voltage networks has changed in
recent years. This situation will be intensified by the expected
further increase in distributed generation.

So far, current distribution networks, in particular the low-
voltage grids, typically distinguish themselves through an
orderly flow of power from the transformer to the connected
consumers. Accordingly, the highest network load was usually
at the entry point to the higher voltage level. The dimensioning
of the network, therefore followed the maximum load on the
substation, voltage stability and thermal fatigue loading of the
lines. Hence, the existing distribution networks are not
designed for the new emerging power flow situations, resulting
from the increasing supply of decentralized generation units
and new power-intensive consumers [3].
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By reversing the direction of power flow due to a
decentralized supply and increasing consumption in the future,
power flows may occur which may exceed the load capacity at
lines or transformers. If these overloads appear undetected in
an unmonitored network, damages to the network infrastructure
can emerge and would cause high costs to repair.

Overloading the lines means, the exceeding of the thermal
current limit, by the power flow. Therefore, the thermal current
limit is crucial for the load capacity. The acceptable load
capacity of transformers is, for a short time, significantly
higher than the rated power. Thus, in this paper transformers
are assumed as overloaded, if the load exceeds a limit of 120%
of the rated power of the transformer.

As a result of overloading lines or transformers a
temperature limit is exceeded, which causes damages as
mentioned above.

B.  Observability of distribution networks

In contrast to high-voltage grids in German distribution
networks, sensors providing information about the current
network conditions are very rare to find. This is the case,
because the assumption of a one directional power flow was
made, during the initial planning of the network design. In
addition, the share of distributed generation was negligible, so
that area-wide coverage with measurements was not necessary
and the costs for implementing measurement devices could be
saved [3]. Only the transformers of the substations
medium-voltage grids next to busbar feeders are monitored.
Currently, low-voltage grids are not monitored at any point.
However, to intervene in the context of a distributed generation
management, information about the network condition are
prerequisite. Without information, existing overloads cannot be
monitored and no generation management can take place.
Furthermore, in this paper medium- and low-voltage grids are
equipped with different amounts of measuring devices to get
these information according to the used generation
management concept and the voltage level.

III.  MODELLING DECENTRALIZED GENERATION UNITS AND
THE LOAD OF HOUSEHOLDS

A.  Modelling of solar power plants

In this paper, two types of solar power plants are modelled.
In low-voltage networks, the supply of solar energy through
photovoltaic systems on rooftops is determined. Solar power
plants in medium-voltage networks are a model of significantly
bigger solar parks. The power supply of a PV-system to a
network is fixed to the radiation of the sun and the size and
efficiency of the solar module. The energy of the solar
radiation impinging on the surface of the PV-module depends
strongly on the following factors: longitude/latitude, orientation
to cardinal direction, inclination of the PV-module and most
important, the weather condition. Thereafter, the resulting
power supplied to the connected network is influenced by the
size of the PV-module and the efficiency of the solar cells and
the converter as well as the pollution degree of the module. In
low-voltage grids the size of the PV-modules depend on the
size and surface of the rooftops. For medium-voltage grids the

total size of the PV-modules is identified based on the average
installed capacity over several rural grid operators.

B.  Modelling of wind turbines

The power contained in the wind is determined by the air
density, the flown through area and most important the wind
velocity. The wind velocity primarily depends on the three
factors: location, height and roughness of the ground. The
factor location means, that by moving from the coast to the
interior the mean wind velocity decreases. According to the
Rayleigh-distribution the frequency of high wind speeds
declines. Besides, with increasing height the wind velocity
rises according to the logarithmic wind profile, which involves
the roughness of the ground as a component.

Because wind turbines are incapable to convert the whole
power contained in the wind into electrical power, it is
necessary to determine a total efficiency factor. The main
factor of the total efficiency is represented by the power
coefficient of the rotor. The power coefficient itself depends on
the pitch angle of the rotor blades and the tip-speed-ratio. The
power coefficient has its overall maximum at a pitch angle of
zero. As a result a wind turbine will operate with a pitch of 0°
until the nominal power is reached. After that, the rotor blades
will be adjusted, bounding the power output to the nominal
power for changing wind speeds. The modelled wind turbines
are only considered for the medium-voltage grids and have
been set to a nominal power of 1.5 MW, which corresponds
approximately to the average installed capacity of the
considered grid operators.

C. Modelling of cogeneration units

The cogeneration units in this paper are modelled as heat
led CHPP. In a heat-controlled operation mode, the thermal
power output of the plant follows the total heat demand of a
building. Beneath the heat demand for room heating, the
energy demand for hot water has also to be taken into account.
The demand for hot water depends on the weekday and the
number of people living in the considered household. Both heat
demands form the total heat demand required to scale the
CHPP.

The required heat demand, to heat up the building, has been
calculated according to DIN 4108-6 and 4701. Therefore,
losses like transmission heat losses due to the outer shell of the
building, heat bridges and additional windage losses are
considered. Profits as a result of solar gains on transparent and
opaque surfaces next to internal profits, like heat gains
generated by people or electrical devices, are considered as
well. To calculate the gains, the same solar radiation time row
as for solar power plants has been used. This leads to a heat
demand of 21 MWh per year for a one family household in an
averagely existing building.

To dimension the nominal thermal power of the CHPP,
often a percentage of the thermal peak load is chosen. The
lower limit of the thermal load of the motor is assumed as half
the nominal thermal power to avoid damages. For the same
reason, once activated, the CHPP has to work for at least 1.5
hours each cycle in order to prevent frequent on - off
switching. The production of electrical power corresponds to a
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share of the generated thermal power. This share decreases by
the declining efficiency of the CHPP with lower heat demands.
To guarantee an optimal economic operation, a buffer
reservoir, with a capacity to absorb the nominal thermal power
of the plant for at least 1.5 hours, has to be added [4]. Because
of using a buffer reservoir the efficiency to produce electrical
power of the cogeneration unit increases. Since, the efficiency
is highest by operating the CHPP with nominal thermal power,
the buffer has to absorb heat to enable an operation at
maximum power during moments with heat demands below
the nominal thermal power. Additionally the operating time of
the CHPP can by extended due to the buffer by absorbing heat
at times with a heat demand below the lower thermal limit. In
addition, heat from a peak boiler to support high demands can
be saved by releasing stored energy.

The modelled CHPP is dimensioned to 2.2 kW nominal
thermal power with approximately 1.1 kW electrical power.
The operation time of the CHPP reaches around 6000 full-load
hours over a year by using a buffer reservoir.

D. Modelling of biomass power plants

Biomass power plants are also regenerative decentralized
generation units like wind turbines and solar power plants.
However, biomass power plants do not depend on fluctuating
environmental conditions, so the supply of biomass can be
assumed as constant [5]. Biomass plants are only considered
for medium-voltage grids and like the other plant models, their
nominal power is calculated by the average of the installed
capacity of several rural grid operators.

E.  Loads of the households

For different types of electrical devices used in households,
such as washing-machines or electrical water conditioning, the
daily load profiles have been determined. This has been done
by identifying the moment of their activation with certain
probabilities, the typical load profile under operation and their
power demand. Thereafter, this electrical equipment has been
distributed to the households of the considered network with a
certain probability.

IV. TECHNICAL AND REGULATORY PROVISIONS

The technical and regulatory provisions are forming the
framework around the developed generation management
concepts. Both, regulatory or technical provisions determine
the obligations of grid or plant operators.

A. Regulatory Specifications

Grid operators are according to § 12 EEG obliged to
purchase, transfer and distribute the generated energy of
decentralized generation units by reinforcing or expanding the
network. However, if network congestion problems occur, the
grid operators are eligible to reduce the power of renewable
generating and cogeneration units connected to the grid, as laid
down in § 14 EEG. But only power plants which can be
controlled remotely are able to respond to a generation
management.

For renewable energy power plant operators as well as for
operators of CHPP only nominal capacities of more than
100 kW are obligated to be equipped with technical devices to
reduce the supply remotely, according to § 9 EEG. In addition,
grid operators need to have online information of the actual
power supply for such plants. For solar power plants, installed
capacities of more than 30 kW require technical facilities that
enable remote control. Plants with an installed capacity of less
than 30 kW either comply with the requirement under § 9 EEG
or the maximum active power must be limited to 70% of the
installed capacity. Additionally, the grid operator has to
compensate 95% of the reduced supply of the power plants,
according to § 15 EEG.

Corresponding to these regulations, all power plants of the
simulated medium-voltage grids are equipped with such
technical devices, since all of them are larger than 100 kW.
Additionally, only for low-voltage grids concepts to limit the
supply to 70% of the installed capacity can be provided. In this
paper only CHPPs cannot be remotely controlled due to
generation management, because their nominal power is too
small to have a significant impact.

B.  Technical Specifications

For reducing the active power by a distributed generation
management, set points of 100%, 60%, 30% and 0% related to
the maximum active power output have been proven as
efficient for low-voltage grids, according to VDE-AR-N 4105.
For medium—voltage grids these set points are related to the
agreed power at the connection point, which is equated with
the nominal power in this paper.

If the supply of a generating plant exceeds the set point
related to the maximum active power, it has to be reduced. This
must be achieved by the plant operator, since the network
operator only defines the signal. Since biomass power plants
are similar to CHPPs, these levels cannot be applied, because
usually the technical minimum power is >50% of the nominal
power. For lower set points than 60% only a full deactivation is
possible. Also the delaying reaction to power reduction
measures and the slow ramp-up afterwards have to be
considered [6].

V.  CONCEPTS OF DISTRIBUTED GENERATIONS
MANAGEMENT SYSTEMS

The generation management provides, if necessary, a
temporary power reduction of the supplying renewable energy
generating plants. These interventions at generating facilities
take place by using a remote control signal for power
reduction.

For reducing the power, three different approaches will be
presented in this paper. At first, a concept limiting the power
output of all units in the network. Second, a power reduction of
all units behind the network congestion with the same set point
by using individual measurement points or smart meter. Third,
a method using a genetic algorithm, to optimize the reduction
of power to a minimum in order to reduce the compensatory
costs under the usage of smart meter.
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A.  Fixed power limitation to 70% of the installed capacity

This concept can only be considered for low—voltage grids,
because just solar power plants smaller than 30 kW have the
opportunity to choose a limitation to 70% of the installed
power. Thus, in this concept no remote control or any
measurement points are necessary, so no costs for additional
technical devices arise. However, for an economical
assessment the opportunity costs have to be considered.

B. A scheme of setting individual measurement points

In this approach, the detection of an overload bases solely
on the information from the measurement points distributed in
the network. These measurement points can be placed at the
lines of the network or at the transformers. Accordingly, only
the detected overload at the placed measurement point can be
used as an indicator of congestion. Hence, there is no
information about the rest of the network.

If an overload is detected, the power of all generation units
behind the measurement point will be reduced equally on the
basis of the set points mentioned in Chapter IV/B. For example
after detecting an overload at the transformer all generation
units of the network will be reduced. After detecting an
overload the power reduction takes place gradually, starting at
60% as the first reduction step and ending at 0%. This
procedure is performed until the overload is eliminated due to
the supply of decentralized generation units. To simulate this
approach, for low voltage-grids two different spots for
measurement points have been selected. First, a generation
management by placing a measurement point only at the
transformer. For the second concept the individual
measurement points have been placed at the outgoing feeders
of the transformer station. Due to this concept for each of these
feeders a measurement point has to be placed. These network
position were selected because without any further information
these points can be seen as most critical.

Since in medium voltage networks measurement points at
the transformer and the busbar feeders typically already exist
no measurement devices are necessary to calculate the costs of
these grids.

C. A concept with extensive use of measurement points and
uniform power reduction

In case of a widespread penetration of smart meters on all
connection points of households a state estimation of the
network to determine overloads at all lines and the transformers
is possible. After an overload of one or more lines, all
generation units contributing to the overload are determined by
a sensitivity analysis. To eliminate network congestions,
overloads of the lines will be considered first, because often
after eliminating overloads at the lines, also a transgression of
the transformer capacity limit is prevented. Additionally the
elimination of overloads starts at the line with the greatest
overload, since usually smaller overloads at other lines are
often prevented, too. Like with the previous concept, the power
reduction will be the same for all contributing generation units.

Besides the costs to install smart meters at all households,
no additional costs for individual measurement points occur
because the considered. Moreover, in contrast to the concepts

mentioned before, all overloads can be detected and only the
power of plants contributing to the overload have to be
reduced.

D. Concept to optimize the power reduction

This concept corresponds to the previous, but optimizes the
power reduction of the generation units by trying to find the
best set point for each unit. For concepts with few individual
measurement points, an optimization associated with the
following procedure is not possible, because the network state
is not known. The optimized reduction of active power of
decentralized generation units, in order to avoid overloads, is
an optimization problem with a large set of possible solutions.
Finding the optimal solution for such complex problems
requires full enumerating algorithms, with the disadvantage of
a prohibitive computation time for complex tasks. To find a
solution in an acceptable time often meta-heuristics are used.
These methods can be characterized as a mixture of heuristics
and exact algorithms. As one of the most frequently used meta-
heuristics a genetic algorithm is selected in this paper.

The main goal of the developed algorithm is to avoid all
overloads by reducing the power of the generation units as little
as possible to minimize the compensatory costs. In order to
meet this objective, at first generation units contributing to an
overload have to be determined by a sensitivity analysis.
Thereafter the power limits of the overloaded transformers or
lines have to be specified. In case of overloading the
transformer, this limit is set to 1.2 times of its rated power. For
overloads at lines, the limit is set to their thermal power limits.
The genetic algorithm is programmed to find for each
generation unit the optimal set point, to get the power flow as
close as possible to the considered power limit.

At first a starting population of individuals, corresponding
to a vector of different set points with the length of all
contributing plants, has to be established. These individuals
consist of genes, illustrated as boxes in the following figure,
which are corresponding to a contributing generation unit and
its assigned set point. Such an individual is exemplarily shown
in Figure 1.

Individuum of 5

. . 100% 30% 60% 0% 30%
generation units

L Gene of the individuum
» Generation unit with assigned set point

Figure 1. Exemplarily indiviuum of the genetic algorithm

The set points (100%, 60%, 30% and 0%) are given to the
units with uniformly distributed probability. Each individual
corresponds to a possible placing of set points to all generation
units contributing to the overload. By reducing the power of
the plants according to their assigned set points of the
individual a certain power flow results at the overloaded
network resource. The resulting power flow corresponds to the
quality of an individual as a possible solution and is called the
“fitness” of this individual. The closer the power flow due to
the set points of an individual can get to the described power
limit the better is the fitness of this individual. Figure 2 shows
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the basic procedure of the developed algorithm with dots as the
previously described individuals.

Replacing

Inititial population Abort Selection Mitason
criteria

[ XXX

EXXY R 9 false
eeeoe ?

XXX

true Recombination
End

Figure 2. General procedure of the genetic algorithm [7]

In order to find solutions with a sufficiently high quality an
abortion criteria as a range of an acceptable quality of the
possible solutions has to be set. In this paper, only individuals
with a fitness of more than 95% of the capacity limit are
accepted. The genetic algorithm will be aborted only if five
individuals of the population fulfill the mentioned abortion
criterion. Thereafter, the end result of the genetic algorithm
corresponds to the best of these five acceptable solutions. If the
starting population does not contain enough individuals
matching the abortion criterion, individuals with a better fitness
have to be generated. Thus, two individuals (parents) must be
recombined in order to generate new possibilities to assign set
points to all generation units. Recombination means the
generation of new individuals by interchanging the set points
from a parent individual to another for all generation units
behind a randomly determined position. The mentioned
recombination process is exemplarily shown in Figure 3.

parent 1 100% | 30% | 60% 0% 30%
parent 2 60% 0% 30% 100% 100%
child 1 100% | 30% 60% | 100% | 100%
child 2 60% 0% 30% 0% 30%

Figure 3. Recombination process of two individuals

To prevent the elimination of many set point combination
possibilities an individual has to find its recombination partner
solely in its nearby neighborhood in the population. This
neighborhood is illustrated as the green points in Figure 2. As a
result, the pool of combination possibilities can be maintained
as big as possible because also individuals with a lower fitness
are considered. Thereafter, each gene (box) of the resulting
individuals (children) can mutate with a certain probability.

This probability corresponds to the reciprocal of the amount of
contributing generation units. In this context, a mutation means
a random alteration of the set point of the element.
Subsequently, the fitness for the children has to be determined
by identifying their proximity to the limit. Thereafter, the
children are compared to the individuals in the population with
the worst fitness. If the children are closer to the capacity limit,
these individuals in the population will be replaced by them.
This process continues until enough individuals in the
population meet the abortion criteria. To restrict the
computation time, if a certain limit of iterations is reached, the
abortion criteria of 95% of the capacity limit will be set down
stepwise to extend the range for acceptable solutions.

VI. SIMULATION ENVIRONMENT

The developed generation management systems were
simulated for medium- and low-voltage grids. The simulation
of generation management for low-voltage grids used rural and
suburban test grids. Figure 4 shows a suburban test-grid as an
example.
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Figure 4. Suburban low-voltage test-grid [6]

All simulated low-voltage grids were built as radial
networks. Each home stands for a house containing different
types of households. For the various test grids these houses also
differ in the numbers of households. Therefore the energy
consumption of the houses varies between each other for every
grid. Additionally each house is simulated as a load. For houses
with installed PV-systems on the roof or a CHPP the load can
therefore be negative in the case of supply due to high solar
radiation or low loads of the households [8].

For medium-voltage grids rural networks with high or low
population densities were simulated. Each low-voltage grid
connected is modelled as a load with changing signs in case of
energy supply or consumption. For modelling villages or small
cities, different numbers and types of low-voltage grids were
grouped together. The installed decentralized generation units
of the medium-voltage grids were also modelled as loads.
These grids were built as ring networks divided to radial
networks by an open disconnecting switch [9].
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VII. RESULTS

A.  Determining the benefit and the costs

To evaluate the concepts, the benefit in terms of avoiding
overloads, has to be calculated for each concept. Hence, a
reference scenario has been identified. For this scenario no
power reduction takes place and all occurring overloads at the
lines or transformers have been recorded. The benefit of the
concept is therefore equivalent to the avoided hours of
overloads at transformers or lines, related to the reference
scenario with a weighting factor for each type of overload. To
compare the concepts economically, the annuity costs for
implementing the different concepts have been considered with
an assumed interest rate of 6%. Therefore, the depreciation of
the investment costs for a duration of 20 years, fixed operating
costs, opportunity costs and the compensatory costs have to be
taken into account. The investment costs of concepts with
individual measurement points aggregate to the costs of the
devices to monitor transformers or lines at the corresponding
location in the network. For concepts requiring extensive use of
measurement points, the investment costs arise from each
house connection, equipped with a smart meter.

B.  Cost-benefit assessment

In Figure 5 the developed concepts are represented for a
suburban, radial, low-voltage network with 162 detached one-
family houses. This network corresponds also to the network
shown in Figure 4. For simulating the concepts, a penetration
of 75% of the households with PV-systems and a uniform
weighting factor for overloads at transformers or lines is
assumed.

120

100 Smart Meter °
(optimized) Smart Meter
(normal)
80
< Fixed limitation to 70%
= 60 Measurement points at the
b} @  busbarinfeeders
g
& 40 Measurement point at the transformer

20

0 10000 20000 30000 40000 50000 60000 70000 80000

Annuity [€]

Figure 5.  Evaluation of the concepts

As it is shown in Figure 5, all concepts are able to reduce
the amount of overloads in the network, but only concepts
using smart meters are capable to avoid all arising overloads.
By comparing both approaches of the individual measurement
concept, it can be seen, that with a higher level of observability
due to more measurement points the benefit of the concepts
increases. The simulation of the developed concepts for all test
grids has shown, that placing measurement point at positions
considered as most critical has not been sufficient to detect all

overloads in the majority of the simulated networks. Only for
small networks with just few households these concepts were
able to detect every occurring overload.

By evaluating the costs, the concepts with an extensive use
of measurement points are obviously the most expensive. But
by optimizing the reduction of active power, a large part of the
costs can be saved due minimizing the compensatory costs. For
all simulated low-voltage grids, the concept with a fixed
limitation of the power output always requires the lowest costs
due to only considering opportunity costs. For medium-voltage
grids the cost benefit ratio is significantly lower as in low-
voltage grids for concepts with individual placed measurement
points. That is the case because of already existing measuring
devices at network positions considered as most critical in
terms of overloads.

VIIL

As long as only individual measurement points are placed,
not all overloads due to the supply of the modelled power
plants and loads of the households might be detected.
Therefore, the observability determines the benefit of the
generation management. Only concepts with an extensively
usage of measurement points, by smart meter are capable to
avoid all overloads in the network just by using generation
management systems. Every increase of observability causes
much higher costs but with a genetic algorithm optimizing the
power reduction much of the arising costs can be saved.

CONCLUSION

A closer analysis of the cost benefit ratio has not been
made, since repairing operating resources of the grid because
of an overload has not been taken into consideration. Hence, a
comparison of the concepts in terms of the cost-benefit ratio is
not sufficient because the concepts detect different quantities of
overloads at the simulated test-grids.
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In diesem Paper werden anhand von Monte-Carlo-Simulationen
die Auswirkungen von Wirmepumpen auf die Netzausbaukosten
eines Niederspannungsnetzes untersucht. Es kann gezeigt wer-
den, dass mit einer zentralen Regelung der Wirmepumpen die
auftretenden  Spannungsbandverletzungen aufgrund von
Photovoltaikanlagen (PVA) reduziert, jedoch nicht vollstindig
behoben werden konnen. In Verbindung mit einer Wirkleis-
tungsregelung der PVA lisst sich jedoch effektiv eine Reduktion
der Spannungsbandverletzungen erreichen. Wirmepumpen
filhren hierbei zu einer weiteren Senkung der Kosten des
Einspeisemanagements, indem sie die ansonsten abgeregelte
Energiemenge aufnehmen und in Wirme umwandeln. Metho-
disch wird auf eine probabilistische Netzplanung zuriickgegrif-
fen, welche wirtschaftliche Vorteile gegeniiber einer worst-case
gestiitzten Betrachtung aufweist. Es zeigt sich, dass ein Einspeise-
bzw. Verbrauchsmanagement unter bestimmten Umstinden
wirtschaftlicher sein kann als ein klassischer Netzausbau. Die
Ergebnisse lassen jedoch zudem vermuten, dass derartige Fest-
stellungen stark von der jeweiligen Netztopologie abhingen und
nicht pauschal beantwortet werden kénnen.

Keywords-Power2Heat, Wirmepumpen, Spannungsregelung,
Netzausbau, Probabilistische Netzplanung

L EINLEITUNG

Der zunehmende Ausbau dezentraler Erzeugungsleistung
durch PVA und Windkraft filhrt zu einem bidirektionalen
Leistungsfluss, wobei der Betrag der Einspeisung die Last, auf
die das Netz urspriinglich ausgelegt war, in manchen Zeiten
iibertrifft. Vor allem in der Niederspannungsebene fallen hier-
durch erhebliche Kosten durch einen PV-getriebenen Netz-
ausbau an. Die klassische Netzplanung nutzt bei einem Auftre-
ten von Spannungsbandverletzungen eine worst-case gestiitzte
Betrachtung, um die Versorgungssicherheit zu gewihrleisten.
Bei der probabilistischen Netzplanung wird die Haufigkeit der
Netzzustidnde in den Planungsprozess miteinbezogen. Hierbei
lassen sich auch innovative Netzbetriebsstrategien integrieren
und deren netzstiitzendes Potential bestimmen.

Wirmepumpen bilden eine Schnittstelle zwischen dem Wir-
me- und dem Stromsektor und haben in Verbindung mit der
hohen Marktreife integrierter thermischer Speicher in stationé-
ren Anwendungen ein hohes Lastverschiebungspotential. Seit
2013 werden durch das Label ,,Smart Grid Ready* [1] War-
mepumpen ausgezeichnet, die sich in ein intelligentes Strom-
netz integrieren lassen und damit aktiv zur Netzstabilitit bei-

tragen konnen. Der vorliegende Beitrag beschreibt eine Me-
thode, den Einfluss von zentral netzgefiihrten Wéarmepumpen
auf die Netzausbaukosten eines Niederspannungsnetzes zu
bestimmen.

II.  METHODIK

Als Bewertungsgrundlage des Einflusses zentral netzgefiihrter
Wiérmepumpen wird angenommen, dass die anfallenden Kos-
ten einer PV-Wirkleistungsregelung den klassischen Netzver-
starkungsmaf3nahmen eines PV-getriebenen Netzausbaus
gegentiber stehen. Im Folgenden wird zunéchst die Umsetzung
einer zentralen, netzgefiihrten Regelung der Warmepumpen
sowie einer Wirkleistungsregelung der PVA beschrieben.
Weiterhin wird die Beriicksichtigung der Kosten und Berech-
nung der Wirtschaftlichkeit sowie die allgemeine Simulati-
onsmethodik ndher erldutert.

A. Regelung der Anlagen

Generell wird zur Reduktion der Netzausbaukosten in einem
ersten Schritt die Wirkleistungseinspeisung der bestehenden
PV-Anlagen reduziert. Hierfiir werden, wie nachfolgend be-
schrieben, die Warmepumpen zur zusitzlichen Netzstiitzung
eingesetzt. In einem letzten Abschnitt wird dargelegt, inwie-
fern die zusétzliche Spannungsstiitzung durch Warmepumpen
den Netzausbau beeinflussen kann und somit Kosten reduziert
werden konnen.

1) Netzgefiihrte Regelung der Wirmepumpen

Die Warmepumpen werden, wie in [2] vorgeschlagen, zentral
und in Abhdngigkeit der Spannung geregelt. Die Regelung
greift ab dem Auftreten einer Spannung, die grofer als 1.01
p.u. ist. Fiir den Betrieb der Warmepumpen stehen 3 Leis-
tungsstufen zur Verfiigung, die abhingig vom Spannungshub
sind:

- 30% P bei 1.01<U<I1.02 p.u.
- 50% P bei1.02<U<1.025 p.u.
- 100% P, bei U>1.025 p.u.

Die Spannung wird zentral iberwacht. Das Netz wird zusétz-
lich in Netzgebiete unterteilt, da eine spannungssenkende
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Wirkung maB3geblich davon abhingt, ob die Spannungsiiber-
hohung im selben Netzgebiet stattfindet. Befindet sich eine
Wiérmepumpe in einem Netzgebiet mit einer Spannungsiiber-
hohung, bekommt sie eine ,,weiche Anlaufempfehlung®. Dies
bedeutet, dass der Empfehlung nur nachgekommen werden
muss, wenn es die thermische Kapazitit des Pufferspeichers
zulédsst. Als nichster Schritt wird deshalb die interne Speicher-
temperatur Gberpriift. Ist diese kleiner als die maximale Spei-
chertemperatur, springt die WP mit der geforderten Leistungs-
stufe an. Fiir den Fall, dass die WP kein Anlaufsignal erhilt
wird sie wiarmegefiihrt, d.h. in Abhéngigkeit des Wérmebe-
darfs fiir Heizung und Warmwasser des Haushalts, geregelt.

2) Regelung der PV-Anlagen

Die PVA werden dezentral geregelt. Die variable Wirkleis-
tungsregelung setzt ab einer Spannung von 1.025 p.u. ein. Bei
erstmaligem Auftreten einer Uberspannung am Netzknoten
wird die Einspeiseleistung des letzten Simulationsschritts der
PVA gespeichert. Bei jeder weiteren Spannungsiiberschrei-
tung wird die Wirkleistung der PVA auf den gespeicherten
Wert abgeregelt. Dies hat physikalisch zur Folge, dass PVA,
die sich weiter vom Slack-Knoten entfernt befinden, frither
betroffen sind. Bei der Berechnung der Kosten der Wirkleis-
tungsregelung werden die PVA innerhalb eines Netzgebietes
zusammengefasst.

3) Hierarchische Struktur der Regelung

Zur Stabilisierung der Spannung im Netzgebiet werden fol-
gende Regelungsmechanismen in zeitlicher Reihenfolge zuge-
schaltet bzw. im letzten Schritt das Netz erweitert.

1) Zentrale Warmepumpenregelung ab 1.01 p.u.
2) Wirkleistungsregelung PV ab 1.025 p.u.
3) Netzverstirkungsmafinahme

Die Netzverstirkungsmaflnahme (z.B. eine zweite, parallele
Leitung) wird somit erst durchgefiihrt, wenn sich diese als
wirtschaftlicher erweist als eine Wirkleistungsregelung der
PVA. Bei mehreren betroffenen Anlagen an einem Strang
wird eine Netzverstirkung bis zur entferntesten Anlage durch-
gefiihrt. Hierbei wird der betroffene Pfad (Leitungstyp, Lange
der Leitung) aus den Simulationen mithilfe eines Optimie-
rungsalgorithmus zur Suche des kiirzesten Weges ermittelt,
die Wirksamkeit der Parallelleitung iiberpriift und die anfal-
lenden Kosten berechnet.

B. Beriicksichtigung der Kosten

Um Kosten zu bestimmen, ist zunichst ein geeigneter Ver-
gleich festzulegen. Hierbei wird angenommen, dass Ersatzzah-
lungen der Wirkleistungsregelung den Kosten fiir Netzverstér-
kungsmaBnahmen gegeniiberstehen. In Tabelle 1 sind die
Annahmen der Kosten dargestellt. Die Anfangsinvestition der
verschiedenen Leitertypen setzt sich jeweils aus Kabel sowie
Grabungskosten zusammen. Die Betriebskosten fallen jahrlich
an.

Tabelle 1: Kostenannahmen fiir die Berechnung der Netzausbaukosten und
Ersatzzahlungen der PV-Wirkleistungsregelung [3]

Leitername Grabungs- Kabelkos- Betriebs- Barwert
kosten ten kosten [T€/km]
[T€/km] [T€/km] [€/km]
4x35 mm* (NAYY-J) 78 3,5 10,5 81,63
4x95 mm* (NAYY-J) 78 7 21 85,27
Al70 19 7 87 27,11
NFA2X 4x35 RM 19 4 70 23,90
NFA2X 4x70 RM 19 6 90 26,15
Al 25 19 5 80 25,02
Abgeregelte kWh PV 13,3 Cent/kWh + 400 € Nachriistung

Der Barwert der Investition ergibt sich aus einer dynamischen
Wirtschaftlichkeitsberechnung {iber einen Zeitraum von
25 Jahren und einem kalkulatorischen Jahreszins von 6%. Fiir
die abgeregelte Energie der PVA wird eine Ersatzvergiitung
von 13,3 Cent/kWh (Anlagen bis 10kW,, ab 01.04.2014) an-
genommen [4]. Weiterhin werden die Kosten fiir eine notige
Kommunikationstechnik mit 400 Euro fiir jede betroffene
Anlage abgeschétzt. Die Zahlungen der Wirkleistungsregelung
fallen jahrlich an.

C. Simulationsmethodik

Die Bestimmung des Potentials einer zentralen Wéarmepum-
penregelung erfolgt anhand der Monte-Carlo Simulation eines
Niederspannungsnetzes mit 65 Haushalten. Das berticksichtig-
te Niederspannungsnetz ist als Strahlennetz aufgebaut. Es
kann in vier Netzgebiete eingeteilt werden, die jeweils einen
Hauptstrang mit Zuleitungen zu den einzelnen Netzanschliis-
sen besitzen. Es wird fiir die berechneten Zukunftsszenarien
ein PV Zubau von 20% angenommen. Die PVA haben jeweils
eine Leistung von 15 kWp und werden stochastisch auf das
Netz verteilt. Es werden zwei Szenarien (vgl. Tabelle 2) defi-
niert, die sich im Durchdringungsgrad der Wérmepumpen
unterscheiden. Der Anschlusspunkt der PVA bleibt iiber alle
MC-Simulationen fest und die Warmepumpen werden jedes
Jahr zufillig auf die Netzanschlusspunkte der Haushalte ver-
teilt. Im Szenario ,,20/10“ wird eine Zubaurate der Warme-
pumpen von 10% angenommen. Im Szenario ,,20/20° wird der
Zubau verdoppelt.

Tabelle 2: Berechnete Szenarien der MC-Simulation

Photovoltaik | Wirmepumpen
Zubau in % 20 10/20
Anschlusspunkt | fest variabel
Leistung 15 kWp abhidngig vom Wirmebedarf

Die Dimensionierung der Wéarmepumpen erfolgt in Abhén-
gigkeit des Hausanschlusses je nach Warmebedarf des Hauses.
Es wird angenommen, dass fiir das jeweilige Haus im Bestand
der Jahresenergieverbrauch der Heizung bekannt ist. Die er-
forderliche Heizlast wird nach Weiersmiiller {iberschligig aus
dem Heizenergieverbrauch und einer durchschnittlichen An-
zahl an Kessel-Volllaststunden von 1800 berechnet. Die
Nennleistung kann iiber den sogenannten ,,coefficient of per-
formance® (COP) der WP berechnet werden. Fiir die Dimen-
sionierung des Speichers wird davon ausgegangen, dass der
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Speicherinhalt so dimensioniert sein muss, dass sich mit einer
Temperaturdifferenz des Vorlaufs von AT = 10K eine Sperr-
zeit von zwei Stunden iiberbriicken lasst.

Allen Anschlusspunkten werden zufillig Profile fiir den elekt-
rischen und thermischen Bedarf sowie Einstrahlungsprofile
der PVA zugewiesen.

Der Berechnungsablauf einer MC-Simulation ist in Abbil-
dung 1 dargestellt:

—> Start Monte-Carlo Simulation

l Zufallige Verteilung der Profile
—> Start Jahressimulation

l Zuféllige Verteilung der Warmepumpen

Intervall t=15 min

Szenario +1

Berechnung der elektrischen Leistung
aller Anschlusspunkte

l

Lastflussrechnung

Jahr +1

~— Ende Jahressimulation

—— Ende Monte-Carlo Simulation

|

Wirtschaftlichkeitsberechnung

Abbildung 1: Ablauf der MC-Simulationen

Fiir einen Zeitschritt von 15 Minuten werden die elektrischen
Leistungsbeziige berechnet und eine statische Lastflussrech-
nung durchgefiihrt. Eine MC-Simulation besteht aus 50 Jah-
ressimulationen. Zur Charakterisierung des Einflusses einer
zentralen Regelung wird jede Jahressimulation sowohl mit
zentraler Regelung als auch mit konventioneller warmegefiihr-
ter Regelung der Warmepumpen durchgefiihrt.

III. ERGEBNISSE

In diesem Abschnitt werden die Ergebnisse beschrieben.
Hierbei werden zunédchst die Auswirkungen auf die Spannung
bestimmt sowie die zentrale Regelung analysiert. Weiterhin
werden die Ergebnisse zur Wirtschaftlichkeit erldutert und der
Einfluss von Wiarmepumpen auf die Netzausbaukosten darge-
stellt.

A. Ergebnisse Spannungsreduktion

Die Spannungsqualitit wird anhand von Quantilen der Span-
nungshéufigkeit beschrieben. Fiir die Beschreibung des oberen
Spannungsbandes wird hierbei das 95%-Perzentil (P95) her-
angezogen. Es beschreibt diejenige Spannung, unter der 95%
aller Spannungswerte eines Jahres liegen. Bei Einsetzen der
PV Wirkleistungsregelung liegt die maximale Spannung im-
mer unter 1.03 p.u. und mindestens bei 1.025 p.u. Die Be-
trachtung des oberen Spannungsbandes soll daher Aufschluss
dartiber geben, inwiefern sich die zentrale WP-Regelung stabi-
lisierend auf die Netzspannung auswirkt.

20/10

20/20

In Abbildung 2 sind fiir drei reprdsentative Monate die P95
und deren gleitende Mittelwert iiber die MC-Simulationen
dargestellt.
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Abbildung 2: 95% Perzentile und deren gleitende Mittelwerte der Spannung
aller MC-Simulationen

Der Einfluss des Anschlussortes ist anhand der Schwankung
der durchbrochenen Kurven (Absolutwerte) erkennbar. Er
nimmt zwar mit steigenden Durchdringungsgraden und zentra-
ler Regelung zu, der absolute Einfluss auf das P95 ist mit
<< 1% aber gering. Dies lédsst sich darauf zuriickfiihren, dass
durch die frith einsetzende WP-Regelung (ab 1.01 p.u.) eine
Umverteilung der Spannungswerte unterhalb der P95 stattfin-
det und Spannungsspitzen durch eine Wirkleistungsregelung
abgefangen werden miissen. Dennoch kann hinsichtlich eines
probabilistischen Netzplanungsansatzes gezeigt werden, dass
der gleitende Mittelwert der Spannungswerte liber die Simula-
tionen nach spitestens 20 Iterationen konvergiert. Die Kon-
vergenz wird flir das berechnete Szenario als Kriterium fiir
eine ausreichende Anzahl an MC-Simulation herangezogen.

Weiterhin zeigt die Simulation, dass fiir das Szenario 20/10
(10% Durchdringungsgrad von WP) ein Einfluss der zentralen
Regelung vor allem im Maérz/Oktober zu erkennen ist, da
zusitzlich zu einer eher geringen PV-Einspeisung der einset-
zende Heizwirmebedarf das Lastverschiebungspotential ver-
grofert.

In Abbildung 3 wird die netzgefiihrte zentrale Regelung der
Wiérmepumpen genauer analysiert. Fiir eine PVA ist exempla-
risch die jeweils an einem Tag maximal abgeregelte Wirkleis-
tung tiber ein Jahr dargestellt. Die hochste Einstrahlung weist
der Monat Mai auf.
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Abbildung 3: Abgeregelte Leistung einer PVA (Py=15 kW) im Jahresverlauf

mit/ohne zentraler Regelung der Warmepumpen

Es lasst sich zeigen, dass in den Sommermonaten trotz zentra-
ler Regelung der Warmepumpen keine Verbesserung in der
Wirkleistungsreduzierung erreicht wird. Dies lésst sich darauf
zurilickfithren, dass durch den verhéltnismafBig geringen War-
mebedarf im Sommer der Pufferspeicher nicht ausreichend
durch einen entsprechenden Warmebedarf abkiihlen kann und
die Warmepumpen auf die weiche Einschaltempfehlung nicht
anspringen konnen. In den Ubergangsmonaten dagegen kann
die abgeregelte Leistung gesenkt werden. Hier fallen hohe
Einstrahlungswerte sowie ein einsetzender Heizwéirmebedarf
zusammen.

B. Ergebnisse Kosten / Nutzen

Analog zur Spannungsqualitdt sind in Abbildung 4 die gleiten-
den Mittelwerte der Kosten der Abregelung der betroffenen
PVA iiber der Anzahl der MC-Simulation dargestellt.
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Abbildung 4: Mittelwert der Kosten fiir die Ausfallarbeit der PVA (Knoten-
nummer des Netzanschlusspunktes) bei warmebedarfsgefiihrten
WP und zentral geregelten WP {iber alle Monte-Carlo Simulatio-
nen fiir Szenario 10/10

Die Simulation zeigt, dass die Kosten der Ausfallarbeit bei
einer Wirkleistungsregelung der PVA durch die zentrale Rege-
lung der Warmepumpen reduziert werden konnen. Zudem kann
veranschaulicht werden, dass auch hier der gleitende Mittel-
wert der Kosten iiber die MC-Simulationen konvergiert und der
jeweilige Grenzwert fiir die weitere Berechnung herangezogen
werden kann. Fiir eine Wirtschaftlichkeitsbetrachtung werden
die Kosten eines gesamten Stranges zusammengefasst.

Tabelle 3 gibt die entsprechende Ausfallarbeit der Wirkleis-
tungsregelung pro Jahr wieder.

Netzgebiet 2 weist die hochste Anzahl an betroffenen Anlagen
auf. Fiir Szenario 20/20 kann hier die abgeregelte Energiemen-
ge um 7% gesenkt werden. In Netzgebiet 4 ist nur eine Anlage
von der Wirkleistungsregelung betroffen.

Tabelle 3: Verlustenergie der Netzgebiete durch Wirkleistungsregelung pro
Jahr und Anzahl der betroffenen Anlagen

Abgeregelte Energie in kWh/Jahr
Netz- + zentrale WP + zentrale WP | Anzahl
gebiet 10120 Regelung 20120 Regelung PVA
1 1222 1078 1199 1025 2
2 13360 13062 12864 11992 4
4 316 249 263 243 1

In Abbildung 5 sind die Kosten fiir die Netzgebiete des
Niederspannungsnetzes zusammengefasst. Ob ein Netz ausge-
baut werden muss, wird anhand einer statischen Lastfluss-
rechnung nach dem klassischen worst-case Szenario mit 100%
Einspeisung und 0% Last bestimmt, wobei die Kosten fiir den
Netzausbau mit den, in Tabelle 1 dargestellten, Kostenannah-
men berechnet werden.

Wie in Abbildung 5 ersichtlich, ist in 3 von 4 Netzgebieten
eine Wirkleistungsregelung wirtschaftlich sinnvoller als eine
konventionelle, auf worst-case Szenarien gestiitzte, Netzver-
starkung. Dies lésst sich darauf zuriickfithren, dass Spannungs-
bandverletzungen in diesen Gebieten selten vorkommen und
entsprechend sich die Leistungsregelung als 6konomischer als
der Netzausbau erweist. In Netzgebiet zwei hingegen erweist
sich ein Netzausbau als sinnvollere MaBBnahme, da die Kosten
des variablen Einspeisemanagements aufgrund der hohen
Durchdringung des Netzpfades mit PVA erheblich hoher aus-
fallen. Es lédsst sich zeigen, dass durch eine Abregelung der
Spitzenleistung, wie in [S] vorgeschlagen, die Aufnahmeféhig-
keit von dezentralen Erzeugungsanlagen im Niederspannungs-
netz vergroBert werden kann.

Il Netzausbau

[ 20/10: Wirkleistungsregelung PV

[ 20/10: Wirkleistungsregelung PV + WP netzgefiihrt
[ 20/20: Wirkleistungsregelung PV

[[120/20: Wirkleistungsregelung PV + WP netzgefiihrt
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Abbildung 5: Zusammenfassung der Kostenanalyse eines realen Niederspan-
nungsnetzes

Hinsichtlich des Einflusses der Warmepumpen kann durch die
netzgefiihrte Regelung zwar in allen Netzgebieten ein positi-
ver Effekt auf die Kosten einer Wirkleistungsregelung der
PVA festgestellt werden, aber auch bei einem hohen Durch-
dringungsgrad der WP von 20% konnen die Kosten des Netz-
ausbaus in Netzgebiet 2 nicht unterschritten werden.
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IV. Fazit

Die Einfiihrung der Auszeichnung ,,smart-grid-fahiger* Wér-
mepumpen zeigt die allgemeine Erwartung an Warmepumpen,
sich aktiv an einem Netzmanagement zu beteiligen und damit
auch die Integration von groflen Mengen an erneuerbaren
Energien zu verbessern. Bei der Untersuchung eines Nieder-
spannungsnetzes mit hohen Durchdringungsgraden an PVA
konnten auftretende Spannungsbandverletzungen durch eine
zentral netzgefiihrte Regelung der Warmepumpen nicht ver-
mieden werden. Fiir das Niederspannungsnetz wird ein Zubau
an PVA von 20% fiir die Zukunft angenommen und stochas-
tisch verteilt. Eine positive Auswirkung der Warmepumpen
auf die Netzausbaukosten kann aber in Zusammenhang mit
einer Wirkleistungsregelung der PVA festgestellt werden,
wobei vor allem in den Ubergangsmonaten die Kosten der
Wirkleistungsregelung durch ein aktives Warmepumpenma-
nagement gesenkt werden konnen. Diese Monate sind gepragt
von einem einsetzenden Heizwarmebedarf und hohen solaren
Einstrahlungen. Durch die einsetzende Heizleistung wird dem
Pufferspeicher Energie entzogen, wodurch die Warmepumpe
flexibel bei hoher solarer Einstrahlung anlaufen kann. Wih-
rend im wirmegefiihrten Betrieb die WP erst abends, nach
Speicherleerung, in Betrieb geht, wird bei netzgefithrter Rege-
lung der Speicher schon tagsiiber gefiillt.

Fir die Analyse wurde eine probabilistische Untersuchung
verschiedener Netzszenarien gewéhlt. Hierbei kann auch bei
unbekanntem Anschlusspunkt der WP in der Zukunft ein sta-
tistisches Abbild des Netzes geschaffen werden, um Investiti-
onsentscheidungen zukiinftiger Netze zu planen. Die Konse-
quenzen fiir die Netzplanung, die sich aus dieser Untersu-
chung ableiten lassen, bestitigen, dass eine worst-case gestiitz-
te Netzplanung zu erheblich hoheren PV-getriebenen Netz-
ausbaukosten fiihrt als eine probabilistische Netzberechnung.
Zusitzlich konnen alternative Netzbetriebsstrategien wie zent-
ral geregelte Wiarmepumpen in den Netzplanungsprozess
integriert und monetir bewertet werden.

Eine Abregelung von Photovoltaikanlagen zur Steigerung der
maximal moglichen Anschlusskapazitit von erneuerbaren
Energien kann auf Basis der gezeigten Simulationsergebnisse
in der Hinsicht bestdtigt werden, dass der wirtschaftliche und
zeitliche Investitionsdruck durch ein gezieltes
Einspeisemanagement gemindert werden kann. Die Simulati-
onsergebnisse machen jedoch zudem deutlich, dass Investiti-
onsentscheidungen mafigeblich von der Verteilung der An-
schlusspunkte der Photovoltaikanlagen sowie der Netztopolo-
gie selbst abhéngen und damit fiir jedes Netzgebiet eigenstdn-
dig bewertet werden miissen.
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Zusammenfassung—In dieser Arbeit werden die Ergebnisse
einer Simulation des modularen Mehrpunkt-Umrichters (M2C)
dargestellt. Der urspriinglich fiir den Hochspannungsbereich
entwickelte M2C wurde in den Niederspannungsbereich portiert,
um hier seine Vorteile gegeniiber den iiberwiegend eingesetz-
ten Zweipunkt-Wechselrichtern ausspielen zu konnen. Simuliert
wurde ein dreizehnstufiger Wechselrichter an einer dreiphasi-
gen, ohmsch-induktiven Last. Zur Ansteuerung der einzelnen
Submodule des Systems wurde eine Pulsweitenmodulation (PD-
PWM-Verfahren) eingesetzt. Zur Symmetrierung der Submo-
dulspannungen musste zusétzlich ein Sortieralgorithmus in die
Ansteuerkette implementiert werden. Die Simulation wurde mit
dem Programm Plecs von Plexim durchgefiihrt.

Index Terms—Modular, Mehrpunkt-Umrichter, M2C, Nieder-
spannung, Simulation

I. EINLEITUNG

Mehrpunkt-Wechselrichter besitzen gegeniiber den weit-
rdumig eingesetzten Zweipunkt-Umrichtern u.a. den Vorteil,
dass die Ausgangsspannung aus mehreren Spannungsstufen
gebildet wird, wodurch sich z.B. ein sinusformiger Verlauf
besser annihern 146t. Dies hat zur Folge, dass die notwendigen
Bauelemente zur Filterung der Oberwellen der Ausgangsspan-
nung - sowohl von deren elektrischen Eigenschaften als auch
von Gewicht und Volumen - kleiner ausfallen.

Verschiedene Topologien von Mehrpunkt-Umrichtern wur-
den entwickelt. Typische Beispiele sind der ,,Neutral-Point-
Clamped Inverter®, der ,,Flying-Capacitor Inverter sowie kas-
kadierte Mehrpunkt-Wechselrichter. Eine Ubersicht iiber deren
Aufbau und Funktionsweise ist in [1] gegeben.

Eine weitere Topologie ist der ,,modulare Mehrpunkt-
Wechselrichter”, in der Literatur zu MMC oder M2C ab-
gekiirzt. Das Konzept des M2C wurde 2002 von Prof. Dr.-
Ing. Marquardt vorgestellt und war urspriinglich fiir den Ein-
satz im Hoch- und Hochstspannungsbereich gedacht [2]. In
der Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragung (HGU) besteht
z.B. die Notwendigkeit Spannungen von mehreren hundert
Kilovolt sperren zu konnen. Durch den modularen Aufbau
des M2C lassen sich Schalter, die nur einen Bruchteil des
Sperrvermogens aufweisen, in Reihe schalten, um so aus der
Gleichspannung durch stufenweises Zuschalten der einzelnen
Submodule die Ausgangswechselspannung zu erzeugen.

Prof. Dr.-Ing. Giinter Schroder
Lehrstuhl fiir elektrische Maschinen,
Antriebe und Steuerungen (EMAS)

Universitdt Siegen
Siegen, Germany

Durch die Vorteile des Systems erschlieen sich auch ande-
re Anwendungsgebiete, z.B. als Antriebsumrichter fiir Dreh-
strommaschinen [3]. Erste Arbeiten zur Einbindung des M2C
in den Niederspannungsbereich zeigen, dass das System auch
hier seine Vorteile gegeniiber konventionellen Wechselrichtern
ausspielen kann [4].

In diesem Paper werden die Ergebnisse einer Simulation des
M2C im Niederspannungsbereich dargestellt. Im Folgenden
werden die Grundziige des M2C erldutert und das System
auf die vorgegebenen Ausgangsdaten hin ausgelegt. Anhand
ausgewdhlter Strom- und Spannungsverldufe werden die Er-
gebnisse der Simulation diskutiert.

II. FUNKTIONSPRINZIP DES M2C

Die Grundschaltung eines Zweiges des M2C ist in Abbil-
dung 1 (a) dargestellt. Wie eingangs schon erwihnt, besteht
der Wechselrichter aus mehreren Submodulen die in Reihe
geschaltet werden. In diesem Fall vier Module im oberen
Zweig und vier Module im unteren Zweig (n = 4). Zusitzlich
befindet sich noch eine Drossel in jedem Zweig. Der schema-
tische Aufbau eines Submoduls ist im Teil (b) der Abbildung
zu erkennen. Es besteht aus zwei Schaltern S; und Sy sowie
einer Kapazitit C.

Im stationdren Betrieb des M2C sind die Kapazititen auf
eine Spannung Uc geladen. Wird der obere Schalter Sy
eingeschaltet, wird die Spannung Uc auf den Ausgang ge-
schaltet. Ist Sy offen und S5 geschlossen, wird das Submodul
tiberbriickt und trigt nicht zur Ausgangsspannung bei. Durch
eine entsprechende Ansteuerung aller Submodule lédsst sich
stufenweise eine sinusformige Ausgangsspannung anndhern,
wie in Teilabbildung (c) zu sehen ist.

Befinden sich nun allgemein n Submodule in einem Zweig,
so entstehen 2n 4 1 Spannungsstufen am Ausgang. Die feste
Eingangsspannung Uj; teilt sich so auf die Submodule auf, dass
diese jeweils eine Spannung von U, = U,/n aufweisen. Die
verwendeten Schalter miissen somit nur den n-ten Teil der Ein-
gangsspannung sperren konnen. Da z.B. bei einem MOSFET
der minimale Durchgangswiderstand Rpg,, nichtlinear von
der maximalen Sperrspannung abhéngt [5, S. 292 f.], lassen
sich hierdurch die Durchlassverluste verringern.
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Abbildung 1. (a) Grundschaltung des M2C, (b) Aufbau eines Submoduls,
(c) Ausgangsspannung Upn mit Grundwelle

Beispielhaft ldsst sich dies an den in Tabelle I aufgelisteten
MOSFETSs von Infineon zeigen. Bei vergleichbarer Stromtrag-
fahigkeit ist die Spannungsfestigkeit des zweiten MOSFETs
dreimal groBer als die des ersten. Gleichzeitig steigt aber auch
der Rps(on),max Um mehr als das Zehnfache. Das hat zur Folge,
dass selbst bei einer Reihenschaltung von drei MOSFETsSs des
200 V-Typs der summierte Widerstand weniger als ein Drittel
des 600 V-Typs betrigt und somit die Durchlassverluste auch
um diesen Faktor geringer sind.

Bei der Betrachtung der Gesamtverluste eines MOSFETSs
sind ebenfalls die Schaltverluste zu beriicksichtigen. Zwei
MOSFET-spezifische Groflen bei deren Berechnung sind die
Anstiegs- und Abfallzeiten ¢, und ¢¢. Aus Tabelle I ist ersicht-
lich, dass diese bei beiden Modellen ungefihr den gleichen
Wert besitzen, so dass die Schaltverluste vergleichbar sind und
nicht den Vorteil der geringeren Durchlassverluste des 200 V-
Typs kompensieren.

Tabelle 1
VERGLEICH VON MOSFETS VON INFINEON
Bezeichnung Ups Ip Rps(on),max tr te
IPPI20N20NFD 200V 84 A 12m$2 10ns 8nmns
IPP60R125C6 600V  89A 0.125Q 12ns 7ns

Weiterhin wird durch die hohe Anzahl an Schaltern die
entstehende Verlustleistung auf den Leistungskreis aufgeteilt,
so dass die erforderlichen Kiihlkorper ein geringeres Volumen
aufweisen als bei konzentrierten Wirmequellen wie sie in
Zweipunkt-Wechselrichtern vorhanden sind.

Die in der Einleitung erwidhnte Reduzierung der Filtermal3-
nahmen zeigt sich bei der Berechnung der Zweigdrosseln.
Gegeniiber einer DC-seitigen Filterdrossel L4 eines konven-
tionellen Wechselrichtersystems, welche bei gegebener Gleich-
spannung Uy, einer Schaltfrequenz f;, und einer vorgegebenen

Stromwelligkeit Ay berechnet wird zu
C4-AL - fy
reduzieren sich nach [6, S. 773] die Induktivititen Lo der

Zweigdrosseln in Abbildung 1 durch die Anzahl der wirksa-
men Stufen n* im Quadrat:

1\2
Lis=Lq- <> : 2

n*

Lq4 6]

Die Verringerung der Induktivitdt hat zur Folge, dass das
bendtigte Volumen des magnetischen Kernmaterials ebenfalls
mit der Anzahl der Stufen sinkt. Unter der Annahme, dass
die Drosseln ohne Luftspalt ausgelegt werden, reduziert sich
auch das Kernvolumen um den in Gleichung (2) angegebenen
Faktor. Dies ist im Normalfall jedoch nicht gegeben, so dass
die Reduzierung des Volumens etwas geringer ausfillt als die
der Induktivitit.

Nachteil des M2C ist die Komplexitit des Systems:
Sowohl die Anzahl der Leistungskomponenten als auch
der Ansteuer- und Regelaufwand sind gegeniiber einem
Zweipunkt-Wechselrichter erhoht. Die Implementierung der
Ansteuerung und Regelung ist zum einen Entwicklungsauf-
wand, der sich nur indirekt iiber dessen Optimierungsgrad
auf die physikalischen Eigenschaften des Systems auswirkt.
Zum anderen werden mehrere Messsysteme (Spannungen der
Kapazititen, Zweigstrome) benotigt. Da diese jedoch zum
Grofiteil aus elektronischen Komponenten bestehen (Opto-
koppler, Operationsverstirker), ist zu erwarten, dass dieser
Volumen- und Gewichtszuwachs geringer ausfallen wird als
deren Reduzierung durch die Filterkomponenten.

Als Ziel der Entwicklung eines M2C im Niederspannungs-
bereich ldsst sich somit formulieren, dass man gegeniiber kon-
ventionellen Wechselrichtersystemen ,,Kupfer und Eisen durch
Silizium ersetzt“ und dabei eine Gewichts- und Volumen-
reduzierung bei gleichzeitiger Steigerung des Wirkungsgrads
erreicht.

Hierbei ist zu beachten, dass die Filter nur soweit reduziert
werden, dass sich das Verhalten des Wechselrichters nicht
negativ auf die angeschlossenen Systeme auswirkt. Ein Krite-
rium hierfiir ist der Oberwellengehalt der Ausgangsspannung
des Wechselrichters. Angeben ldsst sich der Gehalt durch den
THD-Wert, der ein Verhiltnis zwischen dem Effektivwert
U und dem Effektivwert U; der Grundschwingung einer
Spannung definiert:

/TT2 _ 172
THD:M. 3)

Uy

Als Minimalanforderung an den THD-Wert eines Wechsel-
richters kann die Norm DIN EN 50160 ,,Merkmale der Span-
nung in 6ffentlichen Elektrizititsversorgungsnetzen* herange-
zogen werden, laut der in Niederspannungsnetzen der ,,Ge-
samtoberschwingungsgehalt THD der Versorgungsspannung
(gebildet aus allen Oberschwingungen bis zur Ordnungszahl
40) < 8% sein“ muss. Im Handel erhiltliche Wechselrichter
besitzen meist einen geringeren THD-Wert. So wird z.B.
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bei der Solarwechselrichter-Reihe SINVERT von Siemens der
THD-Wert mit < 2,5% angegeben.

III. MODELLIERUNG

Der simulierte Wechselrichter ist dreiphasig ausgelegt und
soll mit einer Eingangsspannung von 400V versorgt werden.
Die Nennleistung liegt bei 3kVA. Die Daten sind in Tabelle
IT zusammengefasst. Die Berechnungen der benétigten Bau-
teile ist nach [6, S. 748 ff.] erfolgt. Die in der Simulation
eingesetzten Werte befinden sich im unteren Teil der Tabelle.

Tabelle II
AUSGANGSDATEN FUR DIE SIMULATION DES M2C
BERECHNUNGEN DER BAUTEILE NACH [6, S. 748 FF.]

Beschreibung Grofle Wert
Eingangsspannung Ug = 400V
Ausgangsleistung Sa = 3kVA
Anzahl der Submodule pro Zweig n = 6
Ausgangsfrequenz f = b50Hz
Frequenz der Trigersignale firi = 1kHz
Kapazitit der Submodule Cy = 2200uF
Zweiginduktivititen L = 12mH
Lastwiderstand pro Phase Rp, = 48Q
Lastinduktivitidt pro Phase Ly, = 47mH

Bei der Berechnung der Submodul-Kapazitit ergibt sich
zunichst eine Kapazitit von ca. 400 uF. Eine erste Simulation
ergab jedoch, dass die Stromwelligkeit bei 7 A liegt. Hier
wurde in einem zweiten Schritt die Kapazitit eines Elektrolyt-
Kondensators eingesetzt, dessen maximale Strombelastbarkeit
tiber diesem Wert liegt. Die Werte der Ausgangslast wurden
so gewihlt, dass sich bei der gegebenen Leistung ein cos ¢
von 0, 9 ergibt.

Der Hauptbestandteil der Modellierung stellt die Ansteue-
rung des Wechselrichtersystems dar. Zum einen miissen bei
2 Schaltern pro Submodul, 6 Submodule pro Zweig und 3
Phasen 72 Ansteuersignale generiert werden. Geht man von
einer symmetrischen Ansteuerung der drei Phasen aus und
schaltet die beiden Schalter eines Submoduls im Gegentakt,
reduziert sich diese Anzahl auf 12 Ansteuersignale.

Fiir den Betrieb des M2C stehen generell drei Modulations-
verfahren zur Verfiigung: Blockbetrieb, Pulsweitenmodulation
und Raumzeigermodulation. Der Blockbetrieb stellt die ein-
fachste Variante dar, da ein Schalter genau einmal pro Periode
ein- und wieder ausgeschaltet wird. Nachteil ist der relativ
hohe Oberschwingungsgehalt der Ausgangsspannung.

Die Raumzeigermodulation hingegen erfordert einen sehr
hohen Rechenaufwand. Bei n = 6 Submodulen und 2n +1 =
13 Spannungsstufen ergeben sich 133 = 2197 Schaltzustinde,
von denen einige den gleichen Raumzeiger ergeben, welche
durch eine geeignete Programmierung ausgewihlt werden
missen.

Die Pulsweitenmodulation stellt einen guten Kompromiss
dar und wird fiir die Simulation verwendet. Genauer wird
eine Sinus-Dreieck-Modulation mit mehreren Trigersignalen
verwendet. In der Literatur lassen sich verschiedene Verfahren

finden, von denen die sogenannte ,,phase disposition puls-
width modulation® (PD-PWM) den geringsten Oberwellenge-
halt erzeugt [7], [8]. An dieser Stelle sei auf Abbildung 3 im
Abschnitt IV verwiesen, an der das Prinzip erldutert wird.

Ein weiterer Punkt bei der Ansteuerung betrifft die Span-
nungen an den Kapazititen. Werden die Submodule in einem
Zweig, z.B. Submodule 5-8 in Abbildung 1 immer in der
gleichen Reihenfolge eingeschaltet, flieBt durch das zuerst
eingeschaltete Submodul ein hoherer Effektivstrom als durch
das zuletzt eingeschaltete Submodul. Sind die Kapazititen
zu Beginn der Simulation auf den gleichen Spannungswert
vorgeladen, driften diese im Betrieb auseinander.

Um diesem Effekt entgegenzuwirken wird eine Sortierfunk-
tion in den Ansteuerkreis eingefiigt (siche Abbildung 2). Nach
der Generierung der Ansteuersignale fiir die einzelnen Zweige
werden diese zusammen mit den gemessenen Spannungen der
Submodulkapazititen und den Zweigstromen einem Auswahl-
block zugefiihrt. Dieser sortiert die Spannungen der Submodu-
le abhingig von der Stromrichtung im entsprechenden Zweig.
Ist der Zweigstrom positiv, werden die Spannungen in ab-
steigender Reihenfolge sortiert. So wird zuerst das Submodul
mit der groBten Spannung zugeschaltet. Ist der Zweigstrom
negativ, wird in umgekehrter Reihenfolge sortiert und das
Modul mit der geringsten Spannung wird zuerst zugeschaltet.
Durch den negativen Strom wird die Kapazitit geladen und
dessen Spannung steigt im eingeschalteten Zustand an, so dass
die Spannungen im Mittel konstant sind.

UCno
iTTTTTTTTT TS
1 1
P i
Y v Lo M
Ansteuerung Auswahl
oberer Zweig SM
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u(t) M2C MOC
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Ansteuerung Auswahl
unterer Zweig SM
7 T

Abbildung 2. Strukturbild der Ansteuerung einer Phase des M2C

IV. SIMULATION

In Abbildung 3 sind die Signale des in Abschnitt III
beschriebenen PD-PWM-Verfahrens dargestellt. Das Referenz-
signal ist ein 50 Hz-Sinussignal. Fiir jede Spannungsstufe wird
ein dreieckformiges Tragersignal generiert. Die Spannungsstu-
fen am Ausgang des M2C werden durch den vertikalen Versatz
der Signale erreicht. Referenz- und Trédgersignale werden im
weiteren Verlauf der Pulsgenerierung miteinander verglichen.
Ist das Referenzsignal groBer als eines der oberen sechs
Tragersignale, so wird das Ansteuersignal der entsprechenden
Spannungsstufe auf ,,eins* geschaltet und dem Sortieralgorith-
mus zugefiihrt. Dieser wihlt nun je nach Stromrichtung eines
der Submodule des unteren Zweiges, da diese die positive
Spannungshalbwelle erzeugen.
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Abbildung 3. PD-PWM: Referenz-Sinus und Trigersignale zur Ansteuerung
des M2C

Zur ibersichtlicheren Darstellung ist eine Trigerfrequenz
von 1kHz gewihlt worden. Diese ldsst sich jedoch weiter
steigern, wodurch sich der Oberschwingungsgehalt der Aus-
gangsspannungen weiter reduzieren lésst.

Die Ausgangsspannungen sind in der oberen Hilfte der
Abbildung 4 zu sehen. Die einzelnen Stufen und die Pulswei-
tenmodulation sind deutlich zu erkennen. Die Lade- und Ent-
ladevorginge der Submodulkapazititen lassen sich ebenfalls
herauslesen, da die einzelnen Spannungsstufen nicht horizontal
verlaufen, sondern eine gebogene Form haben.

Der THD-Wert der Spannungen betriigt 7,3%, liegt also
unter dem in der Norm DIN EN 50160 geforderten Wert von
8%. Somit lidsst sich schon mit einem 13-stufigen System ein
Wechselrichter modellieren, der ohne zusitzliches Ausgangs-
filter einen ausreichend genauen sinusférmigen Spannungsver-
lauf erzeugt.
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Abbildung 4. Ausgangsspannungen (oben) und Ausgangsstrome (unten) des
M2C bei RL-Last

Im unteren Teil der Abbildung sind die Phasenstrome zu se-
hen. Durch die Zweigdrosseln und die Ausgangsinduktivititen

sind kaum noch Verzerrungen des sinusformigen Verlaufes zu
erkennen. Im Vergleich zu den Ausgangsspannungen lisst sich
auch der gewiinschte Phasenversatz von ungefihr ¢ = 22, 5°
abschitzen, was dem eingestellten cos ¢ von 0,9 entspricht.

Die Funktion des vorhandenen Sortieralgorithmus lésst sich
durch die Darstellung der Kondensatorspannungen in einem
Zweig iberpriifen. In Abbildung 5 sind exemplarisch die
zeitlichen Verldufe der Submodulspannungen im oberen und
im unteren Zweig der ersten Phase dargestellt. Folgt man
z.B. dem gelben Verlauf in der oberen Teilabbildung, ist zu
erkennen, dass an den steigenden Flanken der Sinuskuppen
meist das Modul mit der geringsten Spannung eingeschaltet
wird. So ist die gelbe Spannung zweimal die Geringste und
wird als erstes eingeschaltet, bei der dritten Sinuskuppe jedoch
wird zuerst das Submodul mit dem roten Spannungsverlauf
eingeschaltet. Insgesamt verlaufen alle Spannungen in einem
Toleranzband von unter +15V, was bei einer mittleren Mo-
dulspannung von ca. 100V einem relativen Toleranzband von
unter +15% entspricht. Da der Mittelwert der Spannungen
konstant bleibt, konnen die Kondensatorspannungen als stabil
angesehen werden und die Funktion der Ansteuerung und des
Sortieralgorithmus ist bestétigt worden.
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Abbildung 5. Spannungen der Kapazititen im oberen und unteren Zweig der
ersten Phase des M2C

V. ZUSAMMENFASSUNG UND AUSBLICK

In der vorliegenden Arbeit wurde ein dreiphasiger modu-
larer Mehrpunkt-Umrichter im Niederspannungsbereich simu-
liert. Ausgefiihrt wurde die Simulation mit dem Programm
Plecs von Plexim. Zur Erzeugung der Ansteuersignale fiir
die MOSFETs der 12 Submodule pro Wechselrichterphase
wurde das PD-PWM-Verfahren eingesetzt, welches ein gerin-
ges Oberwellenspektrum in den Ausgangsspannungen erzeugt.
Zur Symmetrierung der Submodulspannungen wurde ein Sor-
tieralgorithmus entwickelt, welcher auf jeden Zweig des M2C
angewendet wurde.

Nach der erfolgreichen Simulation des Systems ist zum
Zeitpunkt der Erstellung dieses Papers (Dezember 2014) ein
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praktischer Aufbau des M2C in Entwicklung. Mit den glei-
chen elektrischen Vorgaben (Tabelle II) soll im ersten Schritt
ein einphasiges System aufgebaut werden. Hier werden die
grundlegenden Funktionen und Unterschiede zur Simulation,
z.B. in der Ansteuerung und im realen Verhalten der Sub-
module, eingehend untersucht. Im zweiten Schritt wird der
M2C dann auf ein dreiphasiges System ausgebaut, so dass ein
vollstidndiger Vergleich zwischen Theorie und Praxis moglich
ist.
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Abstract— The growing share of intermittent renewable
energy on the electricity production has also an influence on the
remaining thermal power plants. The full load hours, especially of
fossil fired power plants, are decreasing over time. In the
meantime, the energy surplus produced by renewable sources is
increasing and without building new controllable power plants,
the back-up capacity is decreasing because old fossil fired power
plants will shut down. A lot of modelling has been done in this field
yielding to very different results. This paper shows a generic
approach to the calculation of the power plant dispatch and the
electricity generation cost. The main focus is on the influence
different scenario assumptions can have on the outcome of the
investigation. The aim is to show how important an extensive
sensitivity analyses is. As the ambitious climate targets of the
government, the strong development of intermittent renewable
energies as well as the nuclear phase out provide very good
scenarios, the model will be explained on the example of Germany.

Keywords—renewable energy; power plant dispatch; electricity
generation costs; energy storage

I.  NOMENCLATURE

Variables

A Discounted sum P Power

CC  Certificate costs p price

E Energy Generation r Discount rate

F Fuel costs S Closedown costs
h hours T period of time

1 Investment costs n Efficiency

LG  Load gradient K Non-controllable factor
M O & M costs T time delay factor
n amortization period ) emissions
Indices

BM  Biomass P production

CO2 CO2 PP Power plant

d Demand PV  photovoltaic

el electricity R Rated

ES Energy Storage spe  Specific

FL full load ST  starting time

HP Hydropower st starting

min  minimum t time segment
off offline u unit

Abbreviations

BAU Business as usual

CCS Carbon Capture and Storage
CCP Combined cycle power plant
GC Guaranteed capacity

GPC Gross final power consumption
RE Renewable energy

SGT Single Gas Turbine

TSO Transmission system operator
WACC Weighted average cost of capital

II.  INTRODUCTION

Germany is witnessing a paradigm shift away from fossil
fired and especially nuclear power plants towards a sustainable
and save energy supply based on renewable energies. Since the
promotion of renewable energies started with the first
renewable energy law in the year 2000, the renewable energy
sector has grown enormously. In 2012 already 22 % of the total
energy production came from renewables. The installed amount
of renewable energies at the end of 2012 was in the range of the
yearly peak load. This shows that with continuing expansion of
the renewable sector, there are more and more situations that
will occur with an energy production just from renewables that
exceed the load demand.

As the renewable sector in Germany is mainly based on
fluctuating renewable sources like wind and sun, the additional
problem of fast changes in production and predictability come
into play. Higher residual load variations will have to be
covered by a smaller amount of controllable power plants. To
achieve the transition to a mainly renewable based power
supply, flexible and fast reacting power plants will be necessary.
The question to answer is what will be the price for this
flexibility. The electricity generation costs are highly
influenced by the time the power plant is producing energy. A
reference value for this are the full load hours. The full load
hours are calculated as the quotient of the yearly produced
energy and the installed power. In 2010 nuclear power plants
had the most full load hours (7700 h), followed by lignite (6700
h), coal (4300 h) and natural gas (3400 h) [1], [2]. Studies on
the future development of full load hours of thermal power
plants up to the years 2020 or 2050 are coming to very different
results [3], [4], [5], [6], [7], [8]. This is due to different
assumptions regarding the development of renewable energies,
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the closedown of thermal power plants, newly built power
plants, the development of fuel and CO; certificate prices as
well as the development and deployment of units with carbon
capture and storage (CCS) technologies. In this paper a
modeling approach is explained to calculate the power plant
dispatch, the full load hours and the electricity generation costs
taking into account all the before mentioned variables. It is a
generic approach and thus can be applied for all regions and
countries. It is here explained on the example of Germany.

III. MODELLING

In this section the modelling of the different parts of the
electricity supply system is explained. Fig. 1 shows the general
structure of the program. Before the program is started the
scenarios have to be defined and all data until the desired final
year of investigation have to be set. On the one side these are
the reference scenario data like load demand curves, feed-in
curves of renewable energies (how these can be obtained, see
part A. 1 of this chapter) and the composition of the power plant
mix as well as all technical data of the power plants. On the
other side this includes predictions for load data, installed
capacities of renewable energies and conventional generation
units as well as the development of prices for primary energy
carriers and CO; certificates. How these variables are taken into
account for the simulation is as well shown in this chapter. After
all input parameters are set, the residual load is calculated for
each year until the desired year but maximum until 2050. When
this is done the algorithm tries to cover the residual load with
the available power plants at minimum costs. Like this the
yearly efficiency and full load hours of each units are obtained.
Based on these outcomes the electricity generation costs of
newly built power plants can be calculated to show possible
investment incentives.

Calculation of
residual load

——

/ 3 /
/ Output: /

/ Residual /
/ load

/ scenarios
/ 7 / /
s / Calculation of oatbut /
/ Full load L Electricity /
/ electricity :
/ hours, N generation
P generation costs /
/ efficiencies / costs

Calculation of
power plant
dispatch

Fig. 1. General structure of the programming algorithm

A. Calculation of residual load

The calculation of the residual load is explained in (1). It is
set as the load demand minus the non-controllable electricity
production from renewable sources. This includes wind and
solar power but also a part of hydropower, mostly small non-
controllable run-of-the-river plants. The load data were
obtained by the German transmission system operators (TSOs)

and are available in 15 minute values. As load data are not
always available in 15 minute values, the calculations in this
paper are made with hourly values to allow a better
transferability to other regions and countries.

RL(t) = Pa(t) — Pwina(t) — Ppv(t) — crp* Prp(t) (1

For future scenarios the load curves are normalized and then
scaled accordingly to the desired energy
production/consumption.

1) Renewable Energies

The feed-in from renewable energies can be calculated in
three different ways. As a default setting the program uses real
feed-in curves from the years 2011 and 2012. The curves are
then normalized and scaled accordingly with the desired amount
of installed power. Another option is the use of real weather data
of past years together with technical models. The third option is
to produce stochastical feed-in curves with weather data from
the past years together with technical models of various
intermittent renewable energy technologies. For a better
reproducibility, in this paper the public available feed-in curves
for wind and PV from the German TSOs from the years 2011
and 2012 are taken as a base for future scenarios. Offshore wind
data curves are obtained by the published 2012 feed-in curves
from TenneT TSO.

2) Thermal power plants

Thermal power plants are modelled in a simplified way. As
the minimum time step of the simulation is 15 minutes, dynamic
behavior of the power plants is neglected. For the investigation,
the following data can be set for each technology: Installed
power (in MW), number of units, efficiency curves for part load
operation, range of possible part load operation (in %/Pr), load
gradient of each unit (in %/Pr/min), starting time for cold and
warm start. Furthermore priorities for different technologies
and units can be defined for the operation order. In default
settings the power plant with the lowest costs has the highest
priority. Most of technical data used in this paper were taken
from [15] and are summarized in Table 1.

TABLE | DYNAMIC PARAMETERS OF FOSSIL FIRED POWER PLANTS FOR
ACTUAL UNITS/ MODIFIED UNITS/ POTENTIAL FOR NEW UNITS [12]

Unit type Coal Lignite CcCp Gas
turbine
LG [%/Pgr/min] 1.5/4/6 1/25/4 2/4/8 8/12/15
part load [%/Pg] 40 - 90 40-90 40 -90 40 - 90
Min. load [%/Pg] | 40/25/20 | 60/50/40 | 50/40/30 | 50/40/30
Cold start [h] 3/2.5/2 6/4/2 1.5/1/0.5 <0.1
Warm start [h] 10/ 5/ 4 10/ 8/ 6 4/3/2 0.1

B. Power Plant Dispatch

The power plant dispatch is differentiated into initial state,
short term and long-term control of the power plants. For the
initial state setting it is assumed that all power plants are
available to cover the residual load, so the cheapest power plant
mix is covering the residual load in the first hour of
investigation. If there is a surplus the power plant dispatch starts
with its regular control mechanism as explained in the next
passages as soon as the residual load turns positive. The general
controlling structure is that the power plant with the lowest
electricity generation costs serves the load first. If technical
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boundaries do not allow the power plant to cover the demanded
load, the next power plant with higher generation costs is used
to cover the load. In all cases the system has to fulfill
equation (2). The power output of all units plus the surplus (Psu)
and shortage (Psy) of power has to be equal to the residual load
demand.

N
Pa(®) = ) ) + Pu©) + Por(0) @
u=1

Pp(t) <0

Py (t) 2 0
For the simulation some time constraints have to be defined.
The starting time (TY) is influenced by the time the power plant
is offline (ng ! ) and how long the power plant can perform a
warm start after having been switched off (T,zgm‘u). 1 X277 ()
is smaller or equal than T;gm'u the starting time is the warm
start starting time plus the minimum time the power plant needs

to be offline (T, fr ). Else, the power plant needs the additional
time for a cold start to be again available for the grid.

TSt ) = (S N el (O
: T 4 Tgow vt x> T
of f (4 _ _
X°'F (£) = X, t-1D+1 ,Vt = B,(t) =0
“ 0 ,Vt > P,(t) >0

The availability factor (1})) is introduced to see if the power
plant could be used for the next simulation step or if there are
restrictions that prevent the commitment. The power plant is
available if it is already online (0, (t) = 1) or it if it is long
enough offline to start again in the next time step. It is not
available if the power plant is offline (0, (t) = 0) and the
minimum time offline is not yet reached or if the power plant is
already running with rated power. The online factor (0, ) only
indicates if the unit is online. That means it has to be connected
to the grid and feeding power to the grid.

1 Yt - 0,(0) = 1u X () = T5H(t)
Wt - (0,(0) =0 n X (@) <
T (t)) UR,(t) = P

(1 ,Vt = B,(t) >0
Ou(t) = {0 ,Vt - B,(t) =0

For the down regulation and the shutdown of a power plant
respectively, an unavailable factor (D,,) is introduced to ensure
that the power plant is not switched off during the minimum
time it has to stay connected to the grid (T,2™). For that purpose
X" counts the time the power plant is connected to the grid.

D.() = {1 WVt = X3(t) = TO"
LS () LVt = Xon(t) < To™

Xon(t—1)+1

Xon(t) ={0 ,Vt > B,(6) >0

,Vt->P,(t) =0

Long-term control is the decision if a power plant needs to
start, shut down or stay online with minimum capacity. Long-
term dispatch is only made for nuclear, lignite, coal and
combined cycle (CCP) power plants. Single gas turbines (SGT)
as well as energy storage technologies are assumed to be able to
be online in less than one hour and are therefore only controlled
by the short term control scheme in Fig. 2. The long-term control
— the decision to start or to shut down a power plant - can be
explained looking at (3) and (4). If the rated power of all power
plants and biomass units online is less than the average residual
load (RL) from the time of possible grid connection (c;) to the
time the power plant should minimum stay online (¢2) minus the
minimum load of the unit (Pmin) and the rated power of already
starting units (Prust), the power plant will be prepared of
starting. This can be made analogous for the shutdown of a unit,
see (4). The main difference in the decision to start or to shut
down an unit, is that for stopping a power plant no starting times
have to be considered.

Zicigl PRL (l) - Pmin,u - Z PR,ust
Z PR,u,i + Z PR.BM,i < Ton (3)
u=1 BM=1 u
& 25 e, Pre(D) + Prvin + 2 Pr
Z Prui + Z Prpm; = —= 77 “4)
i=1 i=1 Tu

t e - X0 = T
e+ (o - X o) vesxT© < TEO
c2=c1+To"

¢ Ve X)) = T
O e+ (T = X)) ve - X < T

C4=C3+T£ff

The short-term control of all units online and of the ones, which
have starting times less than the minimum step size, is shown in
figure 2 for upwards regulation. Downwards regulation is made
analogous. The control range is from P, to Pr taking into
account the merit order and the load gradient of the particular
unit. The decision is based on the load gradient of the residual
load and the aim of the control is to bring this load gradient to
zero, so that the production meets the demand. If e.g. the
cheapest unit cannot ramp-up quick enough (LG, < LG;) another
unit is needed to support the power plant during the ramp-up
period. The same appears when the LG, is high enough but the
difference between the actual and rated power of the unit cannot
cover the demanded power.

An example of the power plant dispatch for a residual load curve
in 2050 is shown in figure 3. As can be seen there are no more
nuclear power plants connected and there is a high surplus
produced by renewable energies (pink). Biomass (green) has the
highest full load hours, followed by lignite (brown), coal (black),
CCP (red) and single gas turbines (light blue). The dark blue
spots are the peaks that cannot be covered by the power plant
mix because of a lack of capacity. Two main things can be
observed in the power plant dispatch with high renewable
energy shares and the appearance of times with negative residual
load. First, shown in the left plot of Fig. 4, the surplus of energy
due to minimum load constrains. Some base load units will stay
connected with minimum load, even though not needed, if the
residual load is expected to rise again in less than the starting
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time of the unit. Second, shown in the right plot of Fig. 4, the
preferential use of fast reacting units because of high load
fluctuations. When the time between two negative residual load
values is less than the minimum time a base load unit should stay
online, it will not be started.

=

t+ v

Yes Pp(t) = Pd(t) No

> utl

P(ut+1) = Pt +LG(u) .
™ Lo+ =LGH-LGw) — [€°° PR(UL)(;S;J)E

No

|| LG(tH1) = LG() ~ (Pr(u)-P(u,0)
P(u,t+1) = Pr(u) "Y“ Yes
¢

Pu,t+]) = PLO+LG(t)
LG(t+1) =0

No—
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Fig. 2 Short-term control of power plant operation
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Fig. 3 Power plant dispatch for the year 2050 with no newly built power plants

o5 2500 2505 Wess 2690 2695

[Biomass [ Nuclear [llLignite [llCoal IlCHP [T]SGT [IliShortage [l Surplus

Fig. 4 Surplus of energy due to starting times of base load units (left) and
preferential use of fast units because of high load fluctuations (right)

C. Electricity Generation Costs

The electricity generation costs are calculated with the
levelized costs of electricity (LCOE). This method is based on
the net present value method and represents the life-cycle costs
including all expenses incurred over the whole life time of the
power plant [13], [14]. In (4) Io represents the investment costs,
E. the electricity generation and A4 is the annual overall costs,

discounted on the time of commissioning. The amortization
period in years are marked as n. The weighted average cost of
capital (WACC) is usually in a range of 5 % to 10 %. In this
paper it is set to 7.5 % and is represented by i. 7 is the year within
the range of n. The annual overall costs can further be separated
into fixed operating costs on the one side and variable operating
costs on the other side, see (5). Fixed costs include labor costs,
insurance costs and maintaining costs, all summarized by the
variable M,. The variable costs are mainly determined by fuel
costs Fiand certificate prices for CO,, CCco. The efficiency of
the power plant 7 has to be taken into account as well. At the
end of the lifetime of a power plant additional costs for the
closedown and deconstruction appear. These costs are
summarized by the variable S. As it is difficult to assume these
costs for newly built power plants, S is assumed to be 5 % of the
initial investment costs [15].

A
Iy + X1 Ae
LCOE = d+0 4)
n Eel(t)
t=1(1 + i)t
EEl(t) . CCCOZ +S (5)

_ Ep@
A = M) + P2 By + 2

For the further investigations the focus will be on the
development of the variable costs. As thermal power plants are
major technologies we assume that there is no further learning
rate. This seems to be justifiable as the investment cost of
thermal power plants have been stable over the last decades.

1) Developemt of fuel prices

The fuel prices are strongly dependent on global demand of
energy. The price for oil is taken as a benchmark for fuels like
gas and coal. Most of experts see an increase in oil prices
although there are still a lot of uncertainties regarding the exact
development. The only primary energy carrier that is relatively
independent of the world price of other fuels, is lignite. This is
due to the fact that lignite has a low energy density and
transportation over long distances is not economic. Against this
background lignite is assumed to have a stable price for the next
decades, as it is only dependent on national hauling structure
[13], [16]. Table 4 shows two different development scenarios
for fuel prices.

TABLE 2 DEVELOPMENT OF FUEL PRICES IN A BUSINES AS USAL (BAU) AND AN
ALTERNATIVE (ALT) SCENARIO UP TO THE YEAR 2050 [14]

€200/GJ Scenario | 2010 | 2020 2030 2040 | 2050
Lignite BAU 0.96 0.96 0.96 0.96 0.96
ALT 1.36 1.36 1.36 1.36 1.36

Coal BAU 245 2.79 3.03 3.08 3.14
ALT 2.28 2.62 2.69 2.73 2.76

Natural gas BAU 8.33 9.96 10.79 | 11.20 | 11.40
ALT 8.02 8.88 9.25 9.40 9.47

2) CO;Certificates

The costs for CO, emissions play an important role for the
transition towards a low carbon energy supply system. As
power plants with low fuel prices produce most carbon dioxide
(lignite, coal), units with low carbon footprint are more
expensive to operate (gas). Thus the price of CO, certificates
can influence an investment decision. The base for the amount
of certificates each power plant needs is the specific emissions
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of each unit, ¢, . In addition to this the yearly full load hours
hre has to be taken into account as well as the rated power Pr
of the unit and the average yearly efficiency 7. Equation (6)
demonstrated the calculation of the yearly amount a power plant
has to pay for its CO; certificates.

het *Pr - &
Pcoz = CCcoz - 7 pe,C0? (6)
t

The Specific emissions of lignite, coal and natural gas are set to
0.4235¢/MWh, 0.3847t/MWh and 0.2739t/MWh respectively
[17]. Actual certificate prices in Germany are between 4 € and
5 € (Dec. 2013). There are different approaches on decreasing
the amount of certificates to raise the prices. In this paper a price
increase of 6 %/y is assumed.

3) Carbon Capture and Storage Power Plants

A possibility to realize the ambitious CO, targets without
turning down the use of CO; intensive power plants, is the
carbon capture and storage technology. There are 3 different
technologies available, the post-combustion, the oxyfuel and
the pre-combustion method. All can achieve a separation of
CO; of up to 90 %. The disadvantages are an efficiency loss of
5-12 percentage points, an increase in investment costs of 1.5-2
times the initial ones and an already starting public opposition
against the storage of CO,. For a more detailed view on CCS
technologies, prices and storage options, see [13], [15], [18],
[19]. For the further investigation the transport and storage costs
for CO; are assumed to be 8 €/t.

D. Further Assumptions

The investment costs and the lifetime of each type of power
plant that is assumed for the calculations in this paper are shown
in Table 3. In contrast to Table 2 the prices are shown in €913
which is also the value for the further calculations. For the
conversion a yearly inflation rate of 2 % has been set. For the
reference scenario the base for the fuel prices are the average
prices on the European Energy Exchange (EEX). The price
increase is set to 0.5 %/y for lignite and 1.5 %/y for coal and
gas. In case of the whole electricity system, no import/export of
energy is considered in this paper. Furthermore the grid
reinforcement and extension is supposed to be fast enough that
no bottlenecks will appear and that the energy produced by
renewable generation units and thermal power plants can be
transported to the user. It is important to mention that no dead
times are considered for maintenance or revision.

TABLE 3 SPECIFIC INVESTMENT COSTS AND ASSUMED LIFE TIME FOR
GENERATION UNITS (LICENSING BETWEEN 2015 AND 2020) [15],[20],[21]

Unit type Specific Assumed life

investment costs time of unit
Lignite 1689 €/kW 40y
Lignite — CCS 2702 €/kW 40y
Coal 1464 €/kW 40y
Coal - CCS 2478 €/kW 40y
CCp 788 €/kW 30y
CCP - CCS 1577 €/kW 30y

All projections are made in 10 years steps. For the years in
between the values are linearly interpolated. Biomass counts as
renewable energy but is not taken into account for the
calculation of the residual load. This is due to the fact the

biomass units are fast reacting and serve well for controlled
operation. Nonetheless, for the further investigation it is also
assumed that preferential feed-in of renewable energies will
continue.

IV. RESULTS

In this section first a reference scenario is introduced and
discussed in detail. For the other scenarios only changes to the
reference scenario are highlighted. The aim is to show the
impact different assumptions can have on the outcome of the
simulation. Regarding the plots with the full load hours (Fig. 5
and Fig. 6), it has to be stated that for the surplus and the
shortage of energy, the displayed hours are not full load hours
but the sum of the hours of appearance.

A) Reference scenario

The reference scenario is for the time period of 2012 to 2050
and is based on load and feed-in curves of the year 2011. Future
predictions for the development of RES-E and thermal power
plants are shown in Table 4. This includes the closedown of old
production units. The construction of new units is not
considered here.

TABLE 4 DEVELOPMENT OF INSTALLED CAPACITY OF UNIT TYPES WITHOUT
NEW POWER PLANTS, TAKING INTO ACCOUNT THE CLOSEDOWN OF OLD UNIS
[41.[91,[10]

[GW] 2012 2020 2030 2040 2050
Nuclear 16.9 7.8 0 0 0
Lignite 18.5 13.2 5.3 3.96 1.32
Coal 25 21 14 8 3
CCP 18.8 18.8 18.8 18.8 18.8
SGT 6 6 6 6 6
Hydro 4.40 4.70 4.92 5.09 5.2
Wind 31.30 49.0 97.2 77.5 82.8
-onshore 31.0 39.0 43.7 48.0 50.8
-offshore 0.28 10.0 23.5 29.5 32.0
PV 32.6 53.5 61.0 63.3 67.2
Biomass 7.65 8.96 10.0 10.38 10.38
RE-total 76.0 116.8 147.8 166.3 179,0
GPC 594 573 558 572 584
% of GPC 22.9 47.1 67.6 78.4 85.8

The resulting full load hours for each power plant for the
period of investigation are shown in Fig. 5. In the first years up
to 2020, the classic base load units (lignite and nuclear) reach
full load hours of more than 7500 h. This is even more than in
reality because periods for maintenance and revision have not
been taken into account. Coal and biomass are, with around
5000 full load hours, in the range of medium load units, whereas
CCP units are, with around 3000 full load hours, classic peak
power plants. Single gas turbines have very low full load hours
up to 2020 and there is neither a surplus nor a shortage of
energy. The reason for the low full load hours of gas turbines at
this time is the step size of one hour. Fast load changes that are
normally covered by these units cannot be displayed correctly.
A big cut in the diagram is the nuclear phase out in 2022, where
all other technologies show a strong increase in full load hours
and shortages appear for the first time, as no new power plants
are considered in this scenario. Although the number of units
decreases over time because of closing down of old unit, the full
load hours of especially base load units but also mid load units
are decreasing. The only technology with an increase of full load
hours is the single gas turbine.
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Full load hours per unit type

2013 2020 2030 2
—Nuclear —Lignite —Coal — CHP — SGT —Biomass — Shortage —Surplus‘

Fig. 5 Full load hours of each unit type for reference scenario

This is due the high appearance of fast load changes where
the single gas turbine is the best option. It can be seen as well
that mentionable surpluses of renewable energies start to appear
around 2030 and continue increasing to almost 2000 hours a
year.

Finally the year 2050 is taken as an example for a more
detailed discussion of the results. In 2050 the total surplus of
energy from renewable sources reaches 29.79 TWh. The
shortage caused by missing power plant capacity is 27.11 TWh.
Both are in the same range, which already shows a good
operation possibility for energy storage systems. Table 7 shows
further outcomes of the simulation for this year. It can be seen
that the guaranteed capacity is not high enough to fulfill the
peak-load-plus-10%-criteria. Without decentralized energy
storage systems together with renewable energy units the GC of
renewables (PV: 1%, Wind: 10%) and the remaining fossil fired
power plants is almost 26 GW below the needed GC. Even
when assuming a higher GC of wind (20 %) and PV (10 %) by
combining these with energy storage systems, the total GC
reaches 67.08 GW, which is still more than 7 GW below the
needed. This shows that there is a need for additional GC. As
the CO» emissions of the simulated power plant mix already
reaches 70.68 Mt, it will be hardly possible to install new fossil
fired power plants (especially coal and lignite) without using
the CCS technology as the CO, emission targets of the German
government are 85 Mt by 2050.

TABLE 5 OUTCOME OF THE SIMULATION OF THE REFERENCE SCENARIO FOR

THE YEAR 2050
Peak load +10 % 74.25 GW
GClhermal units 2508 GW
GCre wio Es 23.32 GW
GCre wEs 42 GW
Y GCyio ks 48.4 GW
% GCu s 67.08 GW
$coz 70.68 Mt

B) Different load and feed-in curves

In this scenario the difference in the results taking other load
and feed-in curves is highlighted. For that purpose the
simulation has been made with load and RE feed-in curves from
2012. Same as in the previous scenarios the curves have been
normalized and scaled accordingly with the load demand and
installed capacity of renewable energies shown in table 1. At
the end the share of RE on the GPC stays equal. Nonetheless
the results of the simulation are quite different. The total
fluctuations of the residual load are higher thus resulting in a

needed GC of 81.93 GW, which is more than 7 GW higher than
with the input curves from 2011. Also the structure of the full
load hours changes. Biomass and lignite have little lower
operation time whereas coal and CCP units stay on the same
level. Gas units increase, as only unit type, the full load hours.
This is caused be higher fluctuations due to a stronger feed-in
from PV in 2012 and thus at high shares of RE, more flexible
and fast reacting units are needed. Furthermore shortages and
surpluses of energy appear more often during the year (around
2200 times) causing also higher overall values, in 2050 namely
29.88 TWh and 31.2 TWh respectively. Also the electricity
generation costs, see Fig. 7, are higher in this scenario for the
base load units coal and lignite. This shows that just changing
the year of the input data can have a significant impact on the
outcome of the simulation. For that reason it is always
reasonable to compare multiple years of input data. For the
following scenarios the again data from 2011 is taken as a base.

C) Different RE development

In this scenario different RE development paths are
investigated. One path takes into account a stronger
development of wind power and the other one a stronger
development of solar power but both resulting in the same share
on the GPC, see table 8. The basic problem is that different
development of different RE-technologies influences the
residual load. As PV has lower full load hours than wind power
a higher capacity is needed to produce the same amount of
energy. Thus a higher share of PV produces higher peaks
regarding the power surplus. On the other side PV is more
predictable than wind due to its day-night characteristic
whereas wind can blow over periods of multiple days. How
different RE developments can influence e.g. the energy storage
needs can be seen in [23]. The difference regarding the full load
hours and the electricity generation costs are relatively low, see
also Fig. 7. The full load hours in 2050 are slightly lower in the
Wind-scenario for all unit types. Consequently the electricity
generation costs per unit type are higher in the Wind-scenario.
Only the base load units running with lignite have overall lower
electricity generation costs in this scenario. The reason why
there are no significant differences is the step size of one hour.
When using 15 minute input data, the results change. This is
due to a higher influence of the technical data shown in table 3,
especially the load gradient.

TABLE 6 OVERVIEW OF INSTALLED CAPACITY OF WIND AND PV FOR A
SCENARIO WITH A FAVORED DEVELOPMENT OF WIND (WIND) AND A FAVORED
DEVELOPMENT OF PV (PV)

GW] 2020 2030 2040 2050
Wind / PV Wind / PV Wind / PV Wind / PV
Wind onshore 41/38 47.7/43.7 53/46 69.8 / 60
Wind offshore 12/8 27.5/16.5 43.5/26.5 51/40
PV 35.5/61.5 40/77.2 43.3/93.3 52.2/110

D) Building new coal units

The scenarios investigated before did not have enough
power plant capacity to ensure a secure operation of the
electricity sector. The GC was even far below its desired value.
For that reason a scenario with an extension of the power plant
mix is calculated. For that purpose 7 lignite and 10 coal fired
power plants with a total capacity of 19 GW will be connected
to grid stepwise between the years 2018 and 2029. CCP plants
and single gas turbines will not be expanded. Fig. 6 shows the
development of the full load hours until 2050. It can be seen
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that the full load hours of each unit type is decreasing. For coal
and lignite this can be explained by the higher number of units
installed and thus sharing the amount of energy demand.
Especially lignite is losing a high amount of operating hours
compared to the reference scenario but also coal will have more
than 1000 full load hours less than in 2013. The full load hours
of biomass are just decreasing marginally. This is due to the
preferential feed-in from these units as they count as renewable.
In contrast to the reference scenario CCP and gas turbines are
no longer needed to this high extend for medium load coverage.
This is now made be coal and lignite power plants. As a result
of an overall higher installed capacity the hours of the year
where there are shortages of energy are decreasing strongly. An
effect of a higher number of slow starting base load units is a
slight increase in hours with a surplus of energy. This can be
explained by a more often appearance of moments where lignite
units do not shut down although there is no need to produce
energy, because the residual load is supposed to raise soon
again. Like this a surplus is produced during positive residual
load, see Fig. 4.

Full load hours per unit type

;
2013 2020 2030 2040 2050
[—Nuclear —Lignite — Coal — CHP —SGT — Biomass — Shortage — Surplus |

Fig. 6 Full load hours per unit type for a scenario with new comissioned coal
and lignite power plants between 2018 and 2029

E) Stronger increase of certificate prices

In the last scenario a stronger increase of certificate prices
is assumed. Instead of 6 % a yearly increase rate of 10 % is set.
As an outcome of this scenario it can be stated that even with a
higher increase of certificate prices power plants without CCS
technology are still cheaper. Furthermore CCS would only
make sense for lignite and with even higher increasing
certificate prices for coal. This shows that either the prices for
CO; increase or there must be strict regulatory boundary for the
overall CO, emissions to fulfill the emission target of the
German government. The benchmark for a CO; certificate price
increase where a power plant with CCS has lower electricity
generation costs is 12 %. As can be seen in Fig. 7 the LCOE for
CCS plant with lignite and coal are lower than without CCS.
Furthermore it can be seen that the impact of certificate prices
is highest for lignite and moderate for CCP units. In general
high certificate prices do not much affect the LCOE of CCS
units. Nonetheless the increase of the certificate prices, even
when they are small, have an impact on the electricity
generation prices and thus influence the outcome of the
simulation, see Fig. 6. The same outcome could be derived with
a stronger increase of fuel prices.

F) Summary

As can be seen in Fig. 7 the electricity generation costs of
the first four scenarios are showing small differences. The
highest difference compared to the reference scenario can be

observed in Scenario B) with load and feed-in curves from the
year 2012. A high difference can be observed in the scenarios
with a number of new power plants and with increasing costs
for CO2 certificates. It can be seen that the LCOE of lignite and
coal units react stronger to CO» prices because of their higher
over CO, emissions. CCS plants on the other side are not that
dependent on the certificate prices. On the other side when
assuming the commissioning of new base load units the full
load hours will go done and the LCOE will increase strongly.

160

H Ref

H Feed-in

uPV

m Wind

M new units
mCO2 10
co2 12

Lignite Lignite Coal Coal ~CHP  CHP
CCs CCs CCs

Fig. 7 Overview of electricity generation costs per unit type for all scenarios
investigated (CO2_10 represents a yearly increase of certificate prices of 10 %
and CO2_12 of 12 % respectively)

V. CONLUCSION AND OUTLOOK

In this paper a model has been explained on the example of
Germany to calculate the power plant dispatch and the electricity
generation costs of an electricity supply system with a high
share of renewable energies. It has been demonstrated that the
input data and the assumptions taken can influence the outcome
of the same model significantly. This shows the importance of a
sensitivity analyses. For the future work the model has to be
extended to an interconnected system because an islanded
system does not show the flexibility interconnection can
provide. There is a high potential of lowering surpluses as well
as shortages when improving the interconnection to neighboring
countries, e.g. [24]. Further investigation of energy storage
system operation strategies for different optimization horizons
will be made. This includes the optimization targets like
minimum CO»-emissions, maximum integration of renewable
energies, minimum needed back-up capacity of conventional
units and minimum electricity generation costs. Linear
programming together with developed optimization strategies
are used to produce results.
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Kurzfassung—Ziel der Arbeit ist es ein Verfahren zur
Spannungsreglung auf Basis eines Spannungsbeobachters im
Niederspannungsnetz zu entwickeln und zu implementieren. Die
Anforderungen an das  Verfahren resultieren aus
unterschiedlichen Schnittpunkten. Fiir das Ortsnetz gilt die
Einhaltung des Spannungsbandes (nach DIN EN 50160), von
+ 10 % bezogen auf die Nennspannung, an allen Stellen im Netz.
Ebenso stellt die regelnde Einheit in der Ortsnetzstation
Anforderungen an die Sollwertvorgabe. Hier werden
elektromechanische und rein elektrische Ausfiithrungen
unterschieden. Ausgehend hiervon werden zwei unterschiedliche
Verfahren Implementiert. Die dritte Komponente stellt das
Ergebnis des Beobachters dar. Hier miissen je nach Topologie bis
zu 12 Maschen im Spannungsband gefiihrt werden. Weiter
konnen Zustinde auftreten, in welchen der beobachtete Wert
nicht korrekt vorliegt, auch hier ist ein reibungsloser Betrieb zu
gewiihrleisten.

Index Terms—Smart Grid, Sollwertermittlung, regelbarer
Ortsnetztransformator, Spannungsregelung, Verteilnetz
Automatisierung

1. EINLEITUNG

Aufgrund der Entscheidung zur Energiewende hat die
Bundesregierung eine grundlegende Transformation des
heutigen Energiesystems eingeleitet. Der Ausbau der
erneuerbaren Energien so wie der Ausstieg aus der Kernenergie
wird vorangetrieben. [1] Dies erfordert jedoch die Integration
von dezentralen Energieerzeugungsanlagen in das bestehende
Stromnetz. In den Bereichen der Photovoltaik so wie Wind-
und Bioenergie sind die groften Zuwichse zu verzeichnen.
Dieser Zubau findet vorwiegend in den Verteilnetzen statt und
bedeutet teilweise heute schon, aber auch in den kommenden
Jahren eine Herausforderung fiir diese. In der Vergangenheit
waren die Verteilnetze nur auf Energiefliisse in eine Richtung
hin optimiert, da diese lastgeprigt waren. Durch die
fluktuierende Einspeisung dezentraler Erzeuger kommt es
heute zu sich stindig &@ndernden Abnahme- und
Einspeisesituationen.

Die Herausforderung besteht darin, auch unter diesen
Bedingungen eine effiziente  Energieversorgung zu
gewihrleisten. Es miissen alle technischen Randbedingungen
wie Kapazititsbegrenzungen und Spannungsqualitit erfiillt
werden. Hierfiir wird die DIN-EN-50160 als wesentliches
Kriterium herangezogen. Laut dieser ist unter anderem im
Normalbetrieb die Betriebsspannung in den Grenzen + 10 %

bezogen auf die vereinbarte Nennspannung einzuhalten.
Genauer sind iiber den Jahreszeitraum 95 % der
10 Minutenmittelwerte innerhalb der Grenzen zu halten. [2]

Aufgrund des Spannungsfalls an der Leitungsimpedanz
kommt es in der Regel frither zu Spannungsbandverletzungen
als zu Uberlastung der Betriebsmittel. Wegen der guten
Standort Bedingungen fiir Erzeugeranlagen sowie der geringen
Vermaschung der Netze in lidndlichen Gebieten und den langen
Leitungen kommt es dort vermehrt zu Verletzungen.

Es besteht jedoch, bis zu einem gewissen Grad, Vorrang bei
der Abnahme des Stroms aus erneuerbaren Quellen. Aus
diesem Grund miissen die Netzbetreiber kapitalintensive
Netzausbaumafnahmen durchfilhren oder eine alternative
Losung realisieren. Hier kann ein automatisierter Betrieb des
Niederspannungsnetzes (NS-Netz) helfen die vorhandenen
Betriebsmittel besser auszunutzen. Ein wichtiger Bestandteil ist
die spannungsfithrende Regelung in der Ortsnetzstation (ONS).
(3]

Das Ziel der Bachelorarbeit war die Implementierung einer
Spannungsregelung fiir das Niederspannungsnetz auf Basis
eines  Spannungsbeobachters.  Zielplattform  ist eine
Kompaktfernwirktechnik (RTU), zur Ansteuerung eines
regelbaren Ortsnetztransformators (rONT) oder Automatic
Voltage Regulators (AVR) in einer ONS. Das
Forschungsprojekt ,,Smart Area Aachen® bildet den Rahmen in
dem sich diese Arbeit bewegt.

Bei der Vorgabe des  Sollwertes fiir das
Niederspannungsnetz ist die Einhaltung des Spannungsbandes
(nach DIN EN 50160) an allen Stellen im Netz zu beachten.

Hierzu  werden  bestimmte  Spannungsgrenzen  bzw.
Kontrollmechanismen eingearbeitet.
Zu grofie Spannungsidnderungen/-spriinge im

Niederspannungsnetz sind aufgrund der Anforderungen an die
Spannungsqualitit u.a. beziiglich Flickern zu vermeiden.
Anforderungen an die StellgroBe sind zu definieren. Im Falle
der Verdnderung der Spannung iiber einen AVR kann ein
ermittelter Sollwert vorgeben werden. Bei Verwendung eines
rONTs, der die Spannung iiber einen Stufenschalter einstellt
sind weitere Uberlegungen z.B. beziiglich vorzugebender
Totbénder oder der Minimierung von Schaltspielen notwendig.
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A. Spannungsbeobachter

Um Ortsnetze in denen kritische Spannungsanhebungen
nach VDE-AR-N 4105 auftreten konnen besser zu beurteilen,
ist von ABB, im Vorfeld der Arbeit, das Verfahren zur
Spannungsbeobachtung entwickelt worden. Dies ermoglicht
eine Beobachtung der Werte im Netz ohne eine Messung in
selbigem vornehmen zu miissen.

Anhand der in Abbildung 1 beschriebenen Parameter wird
die kritische Spannung (Unsprog) im Ortsnetz (ON) beobachtet.
Der Beobachter bestimmt immer die Phase mit der kritischsten
Spannung. Dargestellt ist ein vereinfachtes Modell eines
Ortsnetzes, welches aus dem Mittelspannungsnetz iiber einen
ON-Trafo gespeist wird. Grundsitzlich gilt es zwei Typen von
Parametern zu unterscheiden. Zum einen eingetragene Werte
die  durch  Nachbilden des Netzes in  einem
Netzberechnungsprogramm ermittelt werden und zum anderen
Messwerte in der ONS.

Alstich
joni Stich)

PTr

A

ON-Trafo

vermaschtes ON

NS

MS PreFZPPV,ref

Uns,oNs

Abbildung 1: Vereinfachtes Modell mit Werten fiir Spannungsbeobachtung.
[4]

Hierbei entsprechen die griin eingefirbten Daten dem
,Fingerabdruck™ und die hellblauen den Messewerten. Aurer
entspricht der Spannungsanhebung im ON, P, ist die

Summenleistung  der  Einspeisung und  Augin  die
Spannungsanhebung in einem Stich. Die benétigten Messwerte
sind  Unsons  welches der  Spannung auf  der

Niederspannungsseite an den Sammelschienen in der ONS
entspricht, sowie Pr; der Leistungsfluss. Anhand dieser Groflen
kann die kritische Spannung ermittelt werden. [4]

II. ENTWICKLUNG UND SIMULATION VON
LOSUNGSANSATZEN

A.  Analyse Gesamtsystem und Schnittstellen

Das Gesamtsystem lésst sich in fiinf Blocke einteilen. Wie
in Abbildung 2 zu erkennen besteht dieses aus der
Niederspannungsverteilung (NS-Verteilung) und dem hinter
lagerten Netz. Diese zwei Blocke konnen als Regelstrecke
angesehen  werden. Weiter zu erkennen ist die
spannungsregelnde Einheit. Diese erhilt ihre Riickfithrung aus
der NS-Verteilung in Form der Spannung (Uons). In dem fiir
diese Arbeit betrachteten Fall kommt der Spannungsbeobachter
und die dynamische Sollwertermittlung, in rot dargestellt,
hinzu. Der Spannungsbeobachter erhilt die Leistungen der
Abginge (Papginge) und des Transformators (Prrfo) sowie Uons.
Andererseits wird der ermittelte Fingerabdruck eingetragen,
dieser ist statisch was durch den gestrichelten Pfeil
gekennzeichnet ist. Die Sollwertermittlung benotigt die
beobachtete kritische Spannung (Unsprog) und Uons an den
Sammelschienen.

Ortsnetzstation

Regelstrecke

Spannungs-
regelnde
Einheit

(rONT, AVR)

Nieder-
spannungs-
verteilung

Dynamische
Ermittlung U

USammeISchiene

(Uons)

Einspeise-/Lastfall
Spannungs-

beobachter

Kritische Spannung Fingerabdruck
in Maschen

(Uns proc)

'Sammelschiene

(Uons)

Abbildung 2: Ubersicht iiber die gesamte Wirkungskette.

Von dieser Analyse ausgehend lassen sich die
Schnittstellen fiir die Ermittlung der Sollwertvorgabe ableiten.
Als Input, wie bereits beschrieben, Unsproe und Uons. Als
Output, die Sollwertvorgabe (Use) fiir die Spannungsregelung
in der ONS. Es fillt auf, dass das Verhalten der regelnden
Einheit auch Auswirkung auf die Anforderungen an die
Sollwertvorgabe hat.

B.  Simulation

Fir die Bewertung von entwickelten Konzepten zur
Regelung werden Simulationen durchgefiihrt. Im Rahmen
dieser Arbeit wird die Simulation anhand von aufgenommenen
Messreihen umgesetzt. Realisiert ist diese mit MATLAB®.

Die Messreihen entstammen einer ONS, die Bestandteil
eines Forschungsprojektes ist. Dieses Netz ist teilvermascht
und an kritischen Netzknoten sind Smart Meter eingebracht.
Abbildung 3 zeigt die verwendeten Messdaten des
ausgewihlten Tages. In der oberen Grafik die Spannung in der
ONS und in der unteren die der Smart Meter welche als Uns prog
verwendet werden.
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Abbildung 3: Messdaten des ausgesuchten Tages in der ONS (oben) und an
den kritischen Netzknoten aus drei Maschen (unten).
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C. Regelkonzepte

Da der Beobachter die kritische Spannung einer Phase
ausgibt, aber nur die Spannung aller drei Phasen verindert
werden kann. Erfolgt die Sollwertermittlung auf Basis des
Mittelwertes aus den drei Phasen. Da Uns prog der Phase mit der
kritischsten Spannung entspricht ist eine Fiithrung aller drei
Phasen im Spannungsband gewihrleistet.

Es wurden vier Konzepte entwickelt, eine lineare Regelung,
eine erweiterte lineare Regelung, sowie die Regelung mit
interpoliertem Polynom und die Spannungsband Regelung.
Diese vier untersuchten Konzepte sind Grundlage der
Entscheidung fiir das Endgiiltig zu Implementierende
Verfahren. Im Folgenden sind die zwei letztendlich
implementierten Verfahren vorgestellt.

a) Lineare Regelung

Eine zugleich simple aber wirksame Losung zur Ermittlung
des Sollwertes, stellt die Absenkung der Spannung mittels
eines linearen Zusammenhangs dar. Dieser kann anhand dem
in Abbildung 4 festgelegten Koordinatensystem und den darin
eingetragenen Parametern aufgestellt werden.

U
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UONS,max‘ -

:
|
|
!
|
|
|
!
: 1
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Uonsmin |- ______ . TS
!
!
|
|
|
|
|
|
|
|
|
|
|
|
!
:
;

U
UON,max NS prog

Abbildung 4: Veranschaulichung des Ansatzes zur linearen Regelung, anhand
einer Geraden.

Unsprog befindet sich auf der Abszisse und U auf der
Ordinate. Die Geradengleichung wird durch die vorzugebenden
Parameter fiir die minimal und maximal erlaubte Spannung im
Ortsnetz (Uonmin & Uonmax) und den vorzugebenden Grenzen
in der Ortsnetzstation (Uonsmax bzw. Uonsmin) bestimmit.
Hierbei muss immer die aktuell maximale Spannung UNs progmax
aus den beobachteten Spannungen Uns prog €rmittelt werden, da
lediglich diese fiir die Sollwertermittlung verwendet wird.

Mit Hilfe der Simulation kann sich ein erstes Bild iiber das
Verfahren verschafft werden (Abbildung 5).
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Abbildung 5: Oben, der Verlauf der Urspriinglichen Spannung (U,,) und der
Ermittelten Sollspannung (Us) in der ONS. Unten, der Verlauf der
beobachteten Spannungen im ON mit Regelung (U progis Uns,prog2; UNs prog3)-
(Parameter: Uonsmax=231,15V; Uonsmin=220V; Uonmax=245V; Uonmin=232V)

Es gelingt hier den Anstieg der Spannung im ON zu
begrenzen. Die Anwendung des Verfahrens mit einem rONT
gestaltet sich jedoch schwierig, da im vorliegenden Fall stindig
eine Spannungsdnderung in der ONS durch Us veranlasst
wird. Der rONT hat aber nur eine begrenzte Anzahl an
Schaltzyklen. Denkbar wire der Einsatz im Zusammenspiel mit
einem AVR, da dieser kontinuierlich arbeitet.

b) Spannungsband Regelung

Eine weitere Moglichkeit zur Sollwertbestimmung stellt die
Differenzermittlung der Verletzung des Spannungsbandes dar.
Grundlegend wird die einzustellende Spannung in der ONS
(Uons) durch die Differenz der Verletzung im ON ermittelt.

Die Ermittlung der Differenzspannung (Au) ist in
Abbildung 6 dargestellt. Es sind von links nach rechts die drei
moglichen fille beschrieben. Im ersten Fall besteht keine
Verletzung des Spannungsbandes, im zweiten Fall wird das
Band nach oben hin verlassen und im dritten fall ist eine
Unterschreitung dargestellt. Das eingezeichnete Au wird
anhand der nebenstehenden Gleichung ermittelt. Die Pfeile
zeigen die resultierende Spannung der Korrektur an, unter der
Bedingung, dass keine Spannungsinderung durch Anderung
der Last oder Einspeisung im Netz geschieht.

Uon |4 Au=U -U

NS, prog,max

UON,max [N A."‘.‘E:;_:l_;’::*:f;;, _______________________

UONmm""'""""'"""""""""A'u'{"”'/'_:::}"?‘"

Au:UON,mm - UNS,prug,max

Abbildung 6: Ermittlung der Differenzspannung bei Verletzung der Grenzen
im Ortsnetz.
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Um einen vollstindigen Ansatz zu erhalten ist weiter
festzulegen wie mit dem Grofiteil der Fille (erster Fall
Abbildung 6) umgegangen wird, in denen die Spannung
innerhalb der Grenzen liegt.

Hier kann entweder ein feststehender Sollwert ausgegeben
werden, eine anderweitige Optimierung stattfinden oder der
aktuelle Spannungswert in der ONS iibernommen werden. In
Bezug auf die Reduzierung der Schaltungen und des Flickers
bei Einsatz eines rONT bietet sich eine Ubernahme der aktuell
herrschenden Spannung in der ONS an. Somit wird keine
Anderung der Spannung vorgenommen.

Bei diesem Verfahren muss immer die aktuell hochste
Spannung Unsprogmax Und ebenfalls die aktuell niedrigste
Spannung Uns prog,min aus den beobachteten Spannungen Uns prog
ermittelt werden. In diesem Beispiel wird lediglich die
Situation mit einer Masche dargestellt.

Das ermittelte Au aus den beobachteten
Ortsnetzspannungen wird also angepasst an die Situation auf
die aktuelle Spannung in der ONS angewendet.

Hierfiir wird ebenfalls eine Simulation durchgefiihrt in der
neben der Auswirkung der Regelung auf die zukiinftigen
Spannungswerte auch das Verhalten des rONT mit einbezogen
wird. Wie aus den Ergebnissen in Abbildung 7 ersichtlich,
erfolgt erst eine Stufung des Transformators, wenn das
Toleranzband des rONT {iberschritten wird.
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Abbildung 7: Spannungsverlauf bei Simulation mit Riickrechnung und rONT.
(Parameter: Uons max=240V; Uons min=225V; UoNmax=240V; Uonmin=230V,
Parameter rONT: dUjeppi=2,5%; dU,op=60%; U,=230V)

D. Kontrollmechanismen

Liegen bei Teilvermaschung mehrere beobachtete
Spannungswerte vor, kann die Differenz zwischen dem
Maximal- und Minimalwert das vorgegebene Spannungsband
tiberschreiten. Des Weiteren kann die Korrektur des
Spannungssollwertes basierend auf dem erlaubten Maximal-
oder Minimalwert zu einer Verletzung des im Ortsnetz
erlaubten Spannungsbandes fithren. Beide Fille sind zu
beriicksichtigen. Diese Fille konnen durch die Betrachtung der
Differenz AU, der aktuellen Werte mit der Differenz AUy
der eingetragenen Werte fiir das ON erfasst werden (siehe
hierzu (1) und (2)).

00

AUkit = UoN, max — UoN, min (1)

(@)

AUcur = UNS,prog,max— UNS,prog,min

Ist AU, groBer oder gleich AUy kann durch die Regelung
der Spannung keine Verbesserung stattfinden. Eine Korrektur
der Spannung hitte zur Folge, den jeweils anderen Wert
auBlerhalb des Spannungsbandes zu driicken.

Aus diesem Grund muss eine andere Sollwertermittlung
angewendet werden, hierfir werden zwei Moglichkeiten
Erldutert. Erstens kann das U so gelegt werden, dass die
Verletzung oben und unten (in Bezug auf die eingetragenen
Grenzen) BetragsmiBig gleich ist (Symmetrierung).

Zweitens wird das Use so berechnet, dass keine Verletzung
nach unten (in Bezug auf die eingetragene Grenze Uon,min)
stattfindet (3) (Berechnung).

Uset B UONS + (UON,min— UNS,prog,min) (3)

Um das Verhalten verstindlich zu machen, sind
Simulationen durchgefiihrt worden. Die bisherigen Messdaten
konnen jedoch nicht so verwendet werden, da hier die
Differenzen zwischen den einzelnen Maschen zu klein ist. Aus
diesem Grund wird der bisherige Messwert Unsprog2 mit einem
anderen Verlauf ersetzt. Die restlichen Spannungen bleiben
unveréndert.

Das Verhalten bei groen Abweichungen der beobachteten
Maschen oder durch Eintragen zu enger Grenzen im Ortsnetz,
wird anhand der Spannungsband Regelung analysiert.

In Abbildung 8 fillt besonders die unruhige
Sollwertvorgabe im mittleren Teil auf. Bei Einbeziehung der
Berechnung ist diese Unruhe eliminiert, wie aus Abbildung 9
hervorgeht. Durch den Vergleich der beiden Kurven kann die
merkliche Beruhigung der Spannung erkannt werden. Somit
kann auch fiir diesen kritischen Betriebsfall eine annehmbare
Sollwertvorgabe ausgegeben werden. Die Ubernahme der
Spannung durch den rONT hiéngt jedoch vor allem von den
Einstellungen, wie z.B. der Verzogerungszeit ab.
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Abbildung 8: Verhalten der Regelung ohne Kontrolle. (Parameter:
Uons,max=240V; UONS.min=225V; UON,max=24OV; UON,min=23OVs ohne rONT)

Bei der Variante der ,,Berechnung® wird das vorgegebene
Spannungsband nach obenhin stirker verletzt, dafiir wird aber
die minimale Spannung im Band gehalten. Ist dies nicht
erwiinscht, kann die Korrektur mittels der ,,Symmetrierung®
eingefiihrt werden, hierbei wird das Spannungsband in beide
Richtungen gleichermalien verletzt.

240

00

T v /]
— U " o
set I | W“ Y MW B ,Lw’\/w«,\ ‘ F’hs
Uns onsb w Wy |*' )“\‘. iyl Mj\ ,‘M‘*‘ i ‘ ‘{ Wﬁ/ A
" Al \ HA 1
L 235 7U0n5max \ r‘:-?fh I ¥ NS I e
5 U - , ! A / ‘ L
> ons min j’ J f
= — —
>
2301 1
2250 500 1000 151
Zyklen
250
—Unsprogt "
245 r ;
o PR AL T
= 240 Nsprag et s L LA ]
S J— L7t H” “ ’ ’l WM J‘w |
c
S 235 Yormn_| mrh L s
T pl N am,
P A —— i LY. YT ,,.,,‘AQ,‘WWJ,‘.A;;WL‘#\‘Mwwk;.‘w{w,;;_)ﬁm«yﬁr, T ‘J‘V f i
2250 500 1000

Zyklen

Abbildung 9: Spannungsverlauf durch Kontrolle der Differenzen und
Anwendung der Berechnung. (Parameter: Uons max=240V; Uons min=220V;
Uonmax=235V; Uonmin=225V, ohne rONT)

Die Priifung der Differenz funktioniert jedoch nur bei der
~Spannungsband Regelung®. Fiir die Regelung anhand von
Geradengleichungen ist ebenfalls eine weitere Priifung
entstanden. Bei dieser Art Regelung wird in die
Geradengleichung die maximale Spannung aus dem ON
eingesetzt. Durch die resultierende Absenkung kann der
minimal erlaubte Spannungswert im Ortsnetz unterschritten
werden. Aus diesem Grund kann auch nicht die oben
beschriebene Uberpriifung verwendet werden. Sondern es
erfolgt eine Kontrolle vor Ausgabe. Hierzu wird mit (4) die zu
erwartende Spannung (UNs prog,minneu) im Ortsnetz ermittelt, auf
Basis des vorher ermittelten Use. Falls Uns progminnen Kleiner als
UoN,min 15t wird mit (5) U entsprechend korrigiert.

1500

“)

UNS, prog , min, neu — UNS,prog,min— (UONS - Usel)

Uset = Uset + (UON,min— UNS, prog , min, neu) (5)

Zur Verifizierung ist hier ebenfalls mit den oben
verwendeten Messdaten eine Simulation durchgefiihrt worden.
Das beschriebene Problem der Absenkung unter die Grenze
und die aus der Kontrolle resultierende Verbesserung konnen
aus Simulationsergebnissen abgelesen werden.

III. REALISIERUNG

A. Regelverfahren

Auf Grund der unterschiedlichen Verfiigbarkeit von
Beobachtungswerten sowie den unterschiedlichen Anspriichen
der anzusteuernden Regelinstanzen ist eine mdoglichst
allgemeine Umsetzung notwendig. Aus diesem Grund werden
zwei  Funktionsblocke) implementiert. FEiner fiir die
Ansteuerung eines rONT (,,Spannungsband Regelung®) und
der andere fiir die Ansteuerung eines AVR (,lineare
Regelung").

B. Kontrollmechanismen

1) Inder Station
Vor Ausgabe an die regelnde Instanz wird in beiden
Verfahren sichergestellt, dass der ermittelte Spannungssollwert
in den erlaubten Regelgrenzen liegt.

2) Im Ortsnetz
Liegen mehrere beobachtete Spannungswerte vor, kann es
wie im vorhergehenden Kapitel beschrieben zu Problemen bei
zu groflen Abweichungen der einzelnen Maschen voneinander
kommen. Aus diesem Grund ist beim FB fiir den rONT die
Uberpriifung der Differenz nach (1) und (2) vorzusehen.

Ist die Abweichung zu groB, wird U so berechnet, dass
keine Verletzung nach unten (in Bezug auf die vorgegebene
Grenze Uonmin) stattfindet (vgl. hierzu die Korrekturformel

3.

Aus derselben Intention ist ebenso die Kontrolle fiir die
lineare Absenkung fiir den AVR integriert.

C. Verhalten bei Zustinden auf3erhalb des Normalbetriebs

Folgende Fille miissen bei Ermittlung und Ausgabe des
Spannungssollwertes Uy beriicksichtigt werden:

e  Zustinde auBlerhalb des Normalbetriebes, die bei der
Implementierung des Spannungsbeobachters durch die
Ausgabe eines ungiiltigen Beobachtungswertes bereits
beriicksichtigt sind.

e  Ungiiltige zu verwendenden

Messwerte.

Eingangswerte der

Je nach angesteuerter Regelinstanz variieren die

Anforderungen beim Auftreten der beschriebenen Zustinde.
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1) rONT

Bei der Vorgabe fiir den rONT sollte nicht direkt auf einen
festen Sollwert gesprungen werden, da hierdurch ein abruptes
Schalten des Laststufenschalters hervorgerufen  wird.
Entsprechend (6) und (7) wird daher der Sollwert iiber einen
Gradienten angepasst. Hierzu sind eine Referenzspannung
(Urr) und die Zeitdaver (tend) zum Erreichen der
Referenzspannung vorzugeben.

_ Uref - Uset,starl

tend

Ak (6)

Usel = Ak Xt+ Usel, start (7)

Dafiir wird das Ug zum Zeitpunkt des Eintritts des Fehlers
gesetzt (Usersiar) Und die aktuell abgelaufene Zeit nach Eintritt
des Ereignisses ermittelt.

2) AVR

Auf Grund der kontinuierlichen Regelung und der
Verinderung der RegelgroBe basierend auf einer ,,Ramp rate*
auf den vorgegebenen Sollwert beim AVR, kann ein
vorgegebener Sollwert direkt eingestellt werden.

IV. ZUSAMMENFASSUNG UND AUSBLICK

Ziel dieser Arbeit war es eine Spannungsregelung auf der
Basis eines Spannungsbeobachters zu Entwickeln und auf der
Zielplattform zu Integrieren.

In diesem  Kontext sind LOsungsansitze  zur
Spannungsregelung entstanden. Insgesamt wurden vier Ansitze
erarbeitet von diesen wurden zwei auf der Zielplattform
umgesetzt. Fiir die Bewertung der Ansédtze wurden Kriterien
entwickelt und eine Simulation aufgebaut.

Auf Basis der analytischen Betrachtungen der Verfahren
sind die ebenfalls erlduterten Kontrollmechanismen entstanden.
Bei diesen wird gewihrleistet, dass bei Fithrung von zwei oder
mehr Maschen gleichzeitig keine Verschiebung der jeweils
anderen Masche auflerhalb des Spannungsbandes stattfindet. In
diesem Zusammenhang muss zur Detektion dieses Zustandes
zwischen den beiden implementierten Verfahren unterschieden
werden. Im Rahmen der Entwicklung sind zwei Moglichkeiten
zur Sollwertermittlung in diesen kritischen Féllen entstanden.
Eine ,,Symmetrierung®, bei dieser das Band nach oben und
unten gleichermallen verletzt wird und eine ,,Berechnung* der
Sollspannung, so dass eine Verletzung nach unten hin
vermieden wird. Aufgrund der Anforderungen des
Netzbetreibers ist die Gewihrleistung der Einhaltung der
unteren Grenze Implementiert worden. Bewidhren sich diese in
der Praxis ist ein FEinsatz in zukiinftigen und aktuellen
Entwicklungen in Regelungen auf Basis von Spannungen
denkbar.

Bei der linearen Regelung kann iiber eine Erweiterung des
Verfahrens unter Einbeziehung der minimalen Spannung im
Ortsnetz  nachgedacht werden. Hierbei konnte bei
Unterschreitung eines Grenzwertes die Ermittlung der

Sollspannung durch Einsetzen des minimalen Spannungswertes
in die Geradengleichung geschehen. Hierdurch miisste aber
eine  erneute  Betrachtung der Kontrollmechanismen
vorgenommen werden.

Die Spannungsband Regelung fiir einen rONT konnte
dahingehend verindert werden, dass die Anwendung mit einem
AVR denkbar wird. Durch Schalten des AVR in den Bypass-
Modus, solange sich die Spannung im vorgegebenen
Spannungsband befindet, wire eine Reduktion der Verluste
moglich. Hierzu sind aber weitere Betrachtungen des
Betriebsmittels AVR notwendig. Ebenfalls ist die Erweiterung
der Regelung unter Einbeziehung der Trafodaten wie der
Stufenbreite, das Toleranzband und die Verzdgerungszeit
moglich. Weiter konnten direkt Schaltbefehle an den Trafo
gesendet werden, was eine eigene Regelung am rONT
tiberfliissig macht. So konnte eine weiter optimierte
Sollwertausgabe  erfolgen und die Betrachtung des
Regelverhaltens des rONT wiirde entfallen.

Die weiteren Tests der Methoden koOnnten in einem
,,Hardware in the Loop Systems* (HIL) stattfinden.

Eine weitere Moglichkeit stellt das Testen in der Realitit
dar. Das Pilotprojekt (,,Smart Area Aachen®), in welchem die
Arbeit angesiedelt ist, stellt die notigen Rahmenbedingungen
zur Verfiigung. Hier kann im Verbundprojekt zur Entwicklung
einer ,Intelligenten Ortsnetzstation die Funktionsweille
beurteilt werden. Beim Test im Feld muss jedoch unter allen
Umstdnden ein Ausfall der Stromversorgung aufgrund des
regelnden Eingriffs vermieden werden. Ebenso kann es in der
Realitidt vorkommen, dass keine kritischen Zustinde auftreten
und diese somit auch nicht getestet werden konnen.
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Kurzfassung—In der vorliegenden Untersuchung werden Ein-
satzpotentiale von Energiespeichern der Klasse 30 MW im Ver-
teilnetz niher betrachtet. Das Ziel dieser Untersuchung ist das
Aufzeigen von Grenzen sowohl fiir den Speicher als auch fiir das
elektrische Netz, wobei marktorientierte und netzorientierte
Speicherkonzepte beriicksichtigt und miteinander verglichen
werden. Fiir die Untersuchung wurde ein 110 kV-Verteil-
netzbereich modelliert. Nach der Modellierung unterschiedlicher
Speichereinsatzmoglichkeiten und der Implementierung dieser in
das modellierte Netz konnten die verschiedenen Speichermodelle
hinsichtlich ihrer Einsatzzeiten und Auswirkungen auf das elekt-
rische Netz miteinander verglichen werden.

Keywords: Energiespeicher, Verteilnetze, Netzbetrieb

L. EINLEITUNG

Die deutsche Energieversorgung befindet sich derzeit in ei-
nem signifikanten Wandel. Mit dem ,,Gesetz fiir den Vorrang
erneuerbarer Energien® vom Jahr 2000 hat die Bundesregie-
rung die Entwicklung zu einer nachhaltigen und zukunftssiche-
ren Energieversorgung eingeleitet. Der seitdem stetige Anstieg
der installierten Leistung an regenerativen Energien (kurz: EE-
Leistung) stellt die systemverantwortlichen Ubertragungs- und
Verteilnetzbetreiber jedoch vor immer neue Herausforderun-
gen. In der Vergangenheit war das Energieversorgungssystem
verbraucherorientiert aufgebaut und der Einsatz der Erzeu-
gungseinheiten und die gesamte Netztopologie wurden mit
dem Ziel geplant, die Endverbraucher mit ausreichender Ver-
sorgungsqualitdt und —sicherheit zu versorgen. Die Folge des-
sen war ein vertikaler Lastfluss von der Hochstspannungsebene
bis in die Niederspannungsebene. Mit dem dezentralen Ausbau
der regenerativen Energien, deren Leistung zu 97,6 % im Ver-
teilnetz angeschlossen ist (liber installierte Leistung je Span-
nungsebene aus [1], [2], [3] und [4]), dndert sich diese Situati-
on jedoch und es stellt sich immer 6fter eine Umkehrung des
vertikalen Lastflusses ein. Da die EE-Leistung die elektrische
Last in vielen Regionen bei weitem iibersteigt, hat diese Um-
kehrung des vertikalen Lastflusses zudem eine Uberlastung
von Betriebsmitteln zur Folge. Somit nehmen innerhalb dieses
Wandels flexible und regelbare Kraftwerke eine besondere
Bedeutung ein. Derzeit kann diese Flexibilitdt noch durch kon-
ventionelle Kraftwerke und Pumpspeicherkraftwerke bereitge-
stellt werden. Mit der zunehmenden Durchdringung der Ener-
gieversorgung mit Erneuerbaren Energien reichen diese Poten-
tiale jedoch nicht mehr aus, wodurch sich die Bedeutung von
zusitzlichen Flexibilitdtsoptionen weiter erhoht [5]. Hierzu

zdhlen Speicherkraftwerke, da diese sehr gut auf das fluktuie-
rende Leistungsangebot reagieren konnen [5].

Bereits in [6], [7] werden die unterschiedlichen Einsatz-
moglichkeiten von Energiespeichern im elektrischen Netz
vorgestellt, wobei zwischen verschiedenen netzdienlichen und
marktwirtschaftlichen = Einsatzmoglichkeiten —unterschieden
werden kann. Die gleichzeitige Erflillung mehrerer Speicher-
einsatzstrategien und der damit verbundene wirtschaftlichere
Einsatz werden dagegen in [8] genauer betrachtet. Zudem ge-
ben [6] und [9] einen sehr guten Uberblick iiber vorhandene
Speichertechnologien und deren Entwicklungsstand. Die meis-
ten dieser Arbeiten haben gemein, dass der Fokus der Untersu-
chung auf verschiedenen Batteriespeichertechnologien liegt.
Ein eher selten angesprochenes Thema sind dagegen Druck-
luftspeicher. In [10] wird diese Technologie bereits themati-
siert, jedoch konzentriert sich diese Arbeit vor allem auf den
Ausgleich von volatiler Windeinspeisung. Daher soll dieses
Paper einen Uberblick iiber die Einsatzmoglichkeiten von
Energiespeichern, am Beispiel von Druckluftspeichern, geben.

II.  ERMITTLUNG EINES GENERISCHEN
VERTEILNETZMODELLS

A. Selektion einer Verteilnetzregion

Zur optimalen Beurteilung der Auswirkungen des Spei-
chereinsatzes auf den elektrischen Netzbetrieb war die Erstel-
lung eines 110 kV-Verteilnetzmodells notwendig, das im An-
schluss einem bereits vorhandenen generischen Ubertragungs-
netzmodell einer Regelzone unterlagert wird. Diese Netztopo-
logie musste im Hinblick auf die verwendete Speichertechno-
logie und die Aussagekraft der Untersuchungen unterschiedli-
che Voraussetzungen erfiillen. Zum einen bendtigen Druckluft-
speicher fiir Thre Speicherkavernen grofle unterirdische Hohl-
rdume, wofiir sich Salzkavernen besonders gut eignen. Zum
anderen ist es von Vorteil, wenn in der Region ein reprisentati-
ver Anteil an elektrischer Last und an regenerativen Energien
vorherrscht, damit ausgeschlossen werden kann, dass es sich
bei dem betrachteten Netzbereich um einen Einzelfall handelt.
Abbildung 1 zeigt daher den Anteil der EE-Leistung je Ein-
wohner fiir alle Landkreise der betrachteten Regelzone, wobei
sich eine relativ weite Streuung ergibt. Ein moglicher Land-
kreis, der Integrationsmoglichkeiten fiir den Speicher besitzt,
liegt mit einer installierten Leistung von 3,98 kW/EW in einer
Klasse, in der ca. 14 % aller betrachteten Landkreise liegen.
Auflerdem liegen insgesamt ca. 40 % aller Landkreise in Klas-
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Anteil EE-Leistung je Einwohner innerhalb der
Landkreise der betrachteten Regelzone

38,97 %

Anteil in %
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Abbildung 1: Anteil EE-Leistung je Einwohner

sen mit einer Leistung, die grofer gleich der Leistung des ge-
wihlten Landkreises ist. Im Bereich der elektrischen Last fallt
die Streuung dagegen sehr viel geringer aus und es ergibt sich
eine Hiaufung im Bereich von 1,0 bis 1,4 kW/EW. Hier erreicht
der selektierte Landkreis einen Wert von 1,29 kW/EW. Damit
spiegelt dieser die allgemeine Situation innerhalb der Regelzo-
ne sehr gut wieder und die Region kann fiir die Modellierung
des Referenznetzes verwendet werden.

B. Modellierung der Verteilnetzregion

Im Anschluss konnte das gesamte 110 kV-Verteilnetz in
und um den betrachteten Landkreis bis zu den nédchstgelegenen
380 kV/110 kV Umspannwerken modelliert werden. Die Mo-
dellierung bis zu diesen Umspannwerken fiihrt zu einer Redu-
zierung der zusitzlichen Einfliisse von vertikalen Lastfliissen.
Die gesamte Modellierung erfolgte anhand von Kartenmateria-
lien auf o6ffentlicher Basis. Um das elektrische Netz so genau
wie moglich zu modellieren, wurden die 110 kV-Leitungs-
trassen iiber verschiedene frei verfiigbare digitale Landkarten
(z. B. [11] und [12]) selektiert und im Anschluss in Google
Earth genauer betrachtet, wodurch mdgliche Einfach- und
Doppeleinschleifungen definiert werden konnten. Bei sich
ergebenden Unsicherheiten wurde bei der Verschaltung der
einzelnen Umspannwerke darauf geachtet, dass das
(n-1)-Kriterium zu lastintensiven Zeiten durchgéngig erfiillt ist.
Die konkrete Verschaltung in den Umspannwerken stellt dabei
die groBte Unschérfe dar. Dartiber hinaus konnten fiir die
Parametrierung der Freileitungen Standardparameter nach
TABELLE I verwendet werden.

Im néchsten Schritt erfolgte die Zuordnung der elektrischen
Last und der EE-Leistung auf die einzelnen Netzknoten. Hierzu
wurden liber die mittleren Abstinde zwischen den Umspann-
werken Einzugsgebiete fiir diese definiert. Im Anschluss konn-
ten die PLZ- und Gemeindedaten fiir die EE-Leistung und
elektrische Last diesen Gebieten anteilig zugeordnet werden.
Dariiber hinaus wurden an der Hochspannungsebene ange-
schlossene Wind- und PV-Parks sowie industrielle Verbraucher
den entsprechenden Knoten direkt zugeordnet. Die Prognose
fiir die Jahre 2024 und 2034 erfolgte im Bereich der regenera-
tiven Energien auf Basis des Netzentwicklungsplans 2014 und
fiir die elektrische Last {iber die demografische Entwicklung in

TABELLE I: STANDARDPARAMETER FUR 110 KV-FREILEITUNGEN
(243-AL1/39-ST1A) [13], [14]

UxinkV | Ry in Q/km | Xp’in Q/km | Cy’ in nF/km
110 0,12 0,39 9 645

Imax in A

der Region. Dabei wurde von einer gleichméBigen Verteilung
auf alle Knoten ausgegangen.

Im letzten Schritt galt es Last- und Erzeugungszeitreihen zu
generieren. Im Bereich der elektrischen Last kommt dabei das
Standardlastprofilverfahren zum Einsatz. Im Bereich der Er-
zeugung aus regenerativen Energien wurden dagegen Zeitrei-
hen des regionalen Klimamodells (kurzz REMO) des Max-
Planck-Institutes fiir Meteorologie verwendet. Alle Zeitreihen
liegen in einer zeitlichen Auflésung von 15 Minuten vor.

C. Generisches Verteilnetzmodell

Abbildung 2 zeigt das resultierende Verteilnetzmodell.
Insgesamt ergeben sich in der Region fiinf Ubergabestellen
zwischen der Hochstspannungs- und Hochspannungsebene.
Zudem setzt sich das modellierte Netz aus 73 Freileitungen mit
einer Gesamtlinge von 980 km und 53 Knoten zusammen.
Auflerdem ergeben sich aufgrund der vorhandenen Salzkaver-
nen 3 mogliche Speicherstandorte.

Die Betrachtung der elektrischen Last und EE-Leistung
zeigt, dass sich die heutige Situation bis in das Jahr 2034 noch
weiter verschirft. So sinkt die elektrische Last von 780 MW
auf 530 MW und die EE-Leistung steigt von 1721 MW auf
2865 MW. Daher ist im Jahr 2034 mit sehr hohen Leistungsex-
porten zu rechnen. Abbildung 3 verdeutlicht dies noch einmal
iiber die Betrachtung der Haufigkeitsverteilung der residualen
Last. So steigt zum einen der Anteil im Bereich 0 MW,
wodurch die Netzverluste von 3,71 % auf 2,99 % sinken. Zum
anderen erhdhen sich jedoch der Anteil und die Hohe der nega-
tiven Residuallast. Dies fiihrt zu zusétzlichen Leitungsiiberlas-
tungen im elektrischen Netz. Somit sind im Jahr 2034 aufgrund
von zu hoher Einspeisung aus regenerativen Energien
30 Freileitungen iiberlastet, wobei Uberlastungen zu 15,42 %
des Jahres auftreten. Dem steht das Jahr 2014 mit 9 {berlaste-
ten Leitungen zu 8,6 % des Jahres gegeniiber.

O miagliche Speicherstandorte
[l 380 kV/110 kV Umspannwerke
® Netzknoten

Abbildung 2: Struktur des generischen Verteilnetzmodells

im Verteilnetz
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Abbildung 3: Residuallast der betrachteten Verteilnetzregion
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III.  MODELLIERUNG UNTERSCHIEDLICHER
SPEICHEREINSATZSTRATEGIEN

Die allgemeine Erstellung der Speicherprofile erfolgt im
ersten Schritt {iber die Definition unterschiedlicher Zielfunkti-
onen, die von der Fahrweise bzw. dem Einsatzziel abhiangen.
Im zweiten Schritt konnen die technischen Restriktionen des
Speichers auf die definierten Zielfunktionen angewendet wer-
den, um so die resultierende Speicherzeitreihe zu erzeugen.

A. Marktgefiihrter Speicherbetrieb

Die fiir Anlagenbetreiber wichtigste Fiihrungsstrategie ei-
nes Energiespeichers liegt in dem marktgefiihrten Speicherein-
satz. Das Hauptziel des Speicherbetreibers liegt dabei in der
Strompreisveredelung. Da es ohne umfangreiche Marktmodelle
nicht moglich ist, die zukiinftigen Strompreise zu prognostizie-
ren, erfolgte die Fithrung des Speichers anhand der Residual-
last der betrachteten Regelzone. Diese Methode kann verwen-
det werden, da sich Analogien zwischen dem Strompreis und
der residualen Last ergeben [15].

Um nun das typische Verhalten der Strompreisveredelung
nachzubilden, kann der Speicher anhand des gleitenden Mit-
telwertes Pres mitel der residualen Last Pges gefahren werden, der
sich iiber (1) berechnen lasst.

£ teepgier

PRcs.milch(t) = PRcs(m) (1)

2.thml::r +1
) m=it- tFensler

T ... aktueller Zeitpunkt in h
trenster Zeitfenster zur Mittelwertbildung in h (hier: 12 h)
m ... Laufvariable fiir Summenbildung

Die Zielfunktion fiir den Speicher ergibt sich nun aus der
Differenz zwischen der tatsdchlichen Residuallast und dem
gleitenden Mittelwert. Da der Speicher diese Zielfunktion nicht
zu jedem Zeitpunkt erflillen kann, erfolgt eine dynamische
Anpassung der Grenze in Abhdngigkeit von der bereitstellba-
ren und aufnehmbaren Energiemenge, wodurch der Speicher-
einsatz nur zu Spitzen- und Tieflastzeiten stattfindet. Abbil-
dung 4 verdeutlicht dieses Prinzip. Ubersteigt die Erzeugung
aus regenerativen Energien dagegen die elektrische Last, so-
dass der residuale Lastgang negative Werte annimmt, speichert
der Speicher so lange Energie ein, bis die maximale Speicher-
kapazitét erreicht ist.

Prinzip des marktgefiihrten Speichereinsatzes

Residuallast

- -Residuallast —mittlere Residuall —Residuallast neu

Abbildung 4: Prinzip des marktgefiihrten Speichereinsatzes

B. Lastvergleichsmdfigung

Eine weitere Moglichkeit fiir den Speichereinsatz ist die
Lastvergleichsmédfigung an ausgewdhlten HS/MS-Transfor-
matoren. Damit ergibt sich durch diesen Speichereinsatz die
Maoglichkeit zur Senkung des zu zahlenden Leistungspreises
fiir Industriekunden mit hohen Leistungsschwankungen und fiir
Stadtwerke mit einem hohen Anteil an regenerativen Energien.
Die Erstellung der Sollkennlinie fiir diesen Speichereinsatz
erfolgte dabei anhand der Residuallast an den entsprechenden
Netzknoten. Diese wurde tagesweise aufgesplittet, sodass fiir
jeden Tag der Leistungswert ermittelt wurde, fiir den sich die
energetische Mitte des Tages ergibt. Damit konnte sicherge-
stellt werden, dass die Kennlinie ideal gegléttet wird und zu-
dem die einzuspeichernde Energie E.;, und die auszuspeichern-
de Energic E, so grof} sind, dass die Speicherkapazitét best-
moglich ausgenutzt wird. Hierbei wurde der Wirkungsgrad #
des Speichers bereits beriicksichtigt, sodass gilt:

Eaus =n- Eein (2)

Bei der Auslegung der Sollkennlinie musste zudem beach-
tet werden, dass der Speicher nur dann eingesetzt werden kann,
wenn die Differenz zwischen Minimal- und Maximalleistung
eines Tages grofer ist als die technisch bedingte minimale
Speicherleistung beim Laden und Entladen, da der Speicher-
einsatz sonst zu keiner Entlastung des Transformators fiihrt.

C. Leitungsentlastung

Eine weitere Einsatzmdglichkeit fiir den Speicher ergibt
sich in der Reduzierung der Strombelastung auf Freileitungen
nahe dem Speicher, wodurch der Anteil an abzuschaltender
EE-Leistung sinkt. Die Auslegung der Sollwertkennlinie er-
folgte hierbei iiber den Wirkleistungsfluss auf einer oder meh-
rerer Leitungen. Unter Vernachldssigung des Blindleistungs-
flusses und unter Berlicksichtigung eines Sicherheitsfaktors n
fir die (n-1)-Sicherheit, ldsst sich die maximal {ibertragbare
Wirkleistung P, einer Freileitung nach (3) iiber die Netz-
nennspannung Uy und den thermischen Grenzstrom /i, grens
ermitteln.

Prax = \/§ “n-Ux- [th,grenz (3)

Aufgrund des bereits vorhandenen Vermaschungsgrades im
Verteilnetz und der Moglichkeit Freileitungen auch kurzfristig
oberhalb des thermischen Grenzstromes zu belasten [16], kann
fir n ein Wert von 0,6 gewdhlt werden. Um bei der Speicher-
auslegung trotzdem Auswirkungen des Blindleistungsflusses
und die Effekte der Stromerh6hung aufgrund der Spannungs-
senkung im Einspeicherfall zu beriicksichtigen, wurde » fiir die
Auslegung des Speichers auf 0,5 gesetzt. Sobald der Lastfluss
auf der zu entlastenden Leitung P,,,, liberschreitet, kann durch
das Einspeichern die Leitung entlastet werden. Ist die iibertra-
gene Wirkleistung dagegen kleiner, kann der Speicher wieder
ausspeichern.

D. Spannungshaltung

Als letzte Speichereinsatzmoglichkeit wird der Einsatz zur
Spannungshaltung an ausgewdhlten Netzknoten betrachtet.
Hierzu wurde der Speicher anhand der P(U)-Kennlinie zwi-
schen einem Knoten und einer benachbarten Freileitung gefah-
ren. Somit bedingt diese Speicherfilhrungsstrategie bereits
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Messungen fiir diesen Knoten oder moglichst genaue Simulati-
onsmodelle fiir die betrachtete Netzregion. Abbildung 5 zeigt
eine typische P(U)-Kennlinie fiir einen Verteilnetzknoten.
Aufgrund der bereits leicht vermaschten Netzstruktur und der
vorhandenen Spannungsdynamik an den 380 kV/110 kV-
Knoten, die aus dem modellierten Ubertragungsnetz resultiert,
ergibt sich hier kein konkreter funktionaler Zusammenhang
zwischen der iibertragenen Wirkleistung und der sich einstel-
lenden Knotenspannung. Trotzdem ist in der Kennlinie ein
Spannungsanstieg in Abhéngigkeit von der {ibertragenen
Wirkleistung erkennbar. Dieser Bereich konnte daher iiber eine
lineare Funktion nachgebildet werden. Dariiber hinaus sinkt bei
zu hohen Leistungen die Spannung wieder. Dies lésst sich auf
den Effekt der natiirlichen Leistung zuriickfithren. Sobald der
GroBteil der Freileitungen im elektrischen Verteilnetz oberhalb
der natiirlichen Leistung betrieben wird, steigt der induktive
Blindleistungsbedarf im Netz und die Spannung sinkt. Die
natiirliche Leistung P, einer Freileitung berechnet sich iiber
die Netznennspannung Uy des Netzes sowie den Induktivitéts-
belag L und den Kapazititsbelag C* nach (4) [16].

UvUy

nat \[E (4)
C

Bei den verwendeten Standardparametern ergibt sich so ei-
ne natiirliche Leistung von 32 MW. Oberhalb dieser Leistung
darf der Speicher trotz der geringen Spannung nicht ausspei-
chern, da dies den Effekt verstirken wiirde. Daher erfolgte eine
Trennung der P(U)-Kennlinie in zwei Bereiche. Im ersten Be-
reich wurde der Speicher direkt anhand der linearen Funktion
gefahren. Oberhalb der natiirlichen Leistung speichert der
Speicher dagegen ein, um so Leistung aus dem Netz zu neh-
men. Da in dem Netzmodell die Vorgaben der DIN EN 50160
eingehalten werden, wurde der Speicher dazu verwendet, das
Spannungsband an dem gewéhlten Netzknoten zu glétten, d. h.
der Speicher wurde als Tagesspeicher gefahren.

P

E. Modulare Speicherstruktur

Bei der Erstellung der Speicherkennlinie mussten unter-
schiedliche Restriktionen des Speichers beriicksichtigt werden,
wobei fiir die spéteren Simulationen ein Referenzspeicher mit
vom Lehrstuhl vorgegebenen Werten verwendet wurde. Einen
Uberblick iiber diese Werte gibt TABELLE II. Die Besonderheit
des betrachteten Energiespeichers ergibt sich hier in dem vor-
handenen modularen Aufbau des Speichers. Um diese Modu-
lierung bei der Erzeugung der Speicherzeitreihe zu beriicksich-
tigen wurden aus der Modulanzahl und den Mindestleistungen
fir Turbinen- und Verdichterbetrieb die moglichen Arbeitsbe-
reiche des Speichers abgeleitet. Ist der anzufahrende Sollwert
ein moglicher Arbeitspunkt des Speichers, wird dieser direkt
angefahren. Ist dies dagegen nicht der Fall, fahrt der Speicher
den nichstgiinstigeren Arbeitspunkt an. Dieser ergibt sich aus
der Zielfunktion des Speichers. Wird der Speicher zur Lei-
tungsentlastung eingesetzt, ist es am giinstigen bei einem Ent-
lastungsbedarf den Speicher bereits einzusetzen. Daher kann in
diesem Fall der néchstgroBere Arbeitspunkt angefahren wer-
den. Besteht das Ziel dagegen darin die vorgegebene Kennlinie
trotz der Kaskadierung so gut wie moglich nachzubilden, fahrt
der Speicher den am néchsten gelegenen Arbeitspunkt an.

100 P(U)-Kennlinie im Verteilnetz

80
60

40 4 Natiirliche Leistung

20
0 T —

-20
Lineare Funktion

iibertragene Wirkleistung in MW

-40
0,9 0,95 1 1,05 1,1
Knotenspannung in pu

Abbildung 5: Beispiel fiir eine typische P(U)-Kennlinie im Verteilnetz

Dartiber hinaus ist es notwendig, die Speicherkapazitit
beim Nachfahren der Sollfunktionen zu beriicksichtigen. Hier-
bei ergeben sich zwei unterschiedliche Fithrungsstrategien fiir
den Speicher. Bei der ersten Fiihrungsstrategie fahrt der Spei-
cher die Sollwertkennlinie von Beginn an, so lange, bis die
maximale oder minimale Speicherkapazitit erreicht ist. Als
zweite Moglichkeit ergibt sich die Spitzenlastglattung. Diese
fiilhrt zu einer optimalen Ausnutzung der Speicherkapazitit,
bedingt im realen Speicherbetrieb jedoch zuverldssige Vorher-
sagen.

IV. SPEICHEREINSATZORT UND SZENARIEN

Fiir die Untersuchung der Auswirkungen des Speicherein-
satzes auf das elektrische Netz wurde die Betrachtung auf ei-
nen kleinen Teil des Netzes reduziert. In diesem Netzbereich
existiert zum einen ein moglicher Integrationsort fiir den Spei-
cher und zum anderen ist der Anteil regenerativer Energien in
dieser Region sehr hoch, sodass sich sehr gute Mdglichkeiten
zur Leitungsentlastung und LastvergleichsmaBligung ergeben.
Abbildung 6 gibt einen Uberblick iiber den selektierten Netzbe-
reich. Im Normalfall erfolgte die Integration des Speichers am
Knoten KO03. Lediglich beim Einsatz zur Lastvergleichsmafi-
gung konnte dieser Speicherstandort nicht gewihlt werden,
weil die Tagesschwankungen der residualen Last an diesem
Knoten zu gering fiir den verwendeten Referenzspeicher sind.
Das Druckluftspeicherkraftwerk wurde tiber einen Transforma-
tor direkt an einer bestehenden Sammelschiene angeschlossen.

Im Rahmen der vorgestellten Einsatzmdglichkeiten eines
Druckluftspeichers ergeben sich mehrere Simulationsszenarien.
Im Bereich des marktwirtschaftlichen Speichereinsatzes wur-
den die Jahre 2014, 2024 und 2034 beriicksichtigt, um so die
Auswirkungen der regenerativen Energien auf den marktwirt-
schaftlichen Speichereinsatz zu ermitteln. Im Bereich des netz-
dienlichen Speicherbetriebes wurde dagegen fiir jede Speicher-

TABELLE II: PARAMETER DES REFERENZSPEICHERS

Parameter Wert Einheit
Turbinenleistung je Modul 10 | MW
Mindestleistung Turbine 0,25 | pu
Verdichterleistung je Modul 9 | MW
Mindestleistung Verdichterbetrieb 09 | pu
Anzahl der Module 3 | Anzahl
Ausspeicherzeit 4 | h
Wirkungsgrad 65 | %
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Abbildung 6: Ausschnitt aus dem Verteilnetzmodell mit Markierung der
Speichereinsatzmoglichkeiten
einsatzmoglichkeit das Jahr 2034 betrachtet, da hier die Uber-
lastungen im elektrischen Netz am grofiten sind. TABELLE 111
gibt dazu einen Uberblick iiber die Bezeichnung der verschie-
denen Szenarien. Die Nutzung des Speichers innerhalb der
einzelnen Szenarien ist dabei direkt von dem Integrationsort
abhéngig. Ein Einsatz zur Leitungsentlastung ist lediglich dann
moglich, wenn in Lastflussrichtung hinter dem Speicher Ent-
lastungspotential existiert. Ein Einsatz zur Lastvergleichsmafi-
gung ist nur moglich, wenn die Lastschwankungen innerhalb
eines Tages grofl genug sind und ein Einsatz zur Spannungs-
haltung bedingt ebenso eine gewisse Spannungsvolatilitit. Der
marktwirtschaftliche Einsatz dagegen darf das elektrische Netz

nicht negativ beeinflussen.

V. BEWERTUNG DES SPEICHEREINSATZES

A. Volllaststunden und Volllastzyklen

Ein wichtiges Mal} fiir den Nutzungsgrad des Speichers
sind die Volllaststunden und Volllastzyklen, die der Speicher
innerhalb eines Jahres fahrt. TABELLE IV zeigt diese Parameter
fir jedes Szenario. Zuerst fallt eine Reduzierung des Nut-
zungsgrades beim marktwirtschaftlichen Speichereinsatz von
2014 bis 2034 auf. Ursache hierfiir ist der hohe Anstieg der
regenerativen Erzeugung in der betrachteten Region, bei einer
gleichzeitigen Reduzierung der elektrischen Last. Damit redu-
ziert sich, unter Verwendung des vorgestellten Modells, die
Einsatzzeit des Speichers beim Einsatz zur Strompreisverede-
lung. Hierbei ist jedoch zu erwihnen, dass bei der Auslegung
der Sollwertkennlinie lediglich die Residuallast der betrachte-
ten Regelzone verwendet wurde. Fiir weitere Untersuchungen
ist eine Ermittlung der Residuallast fiir Deutschland denkbar,
womit sich die Volllastzyklenzahl erhohen wird. Beim netz-
dienlichen Speichereinsatz ist dagegen ein deutlicher Unter-
schied zwischen den Tagesspeichern und dem FEinsatz mit
festen Grenzen erkennbar. So ergibt sich im Szenario SB-2034
eine sehr geringe Volllastzyklenzahl, die aus den zwar vorhan-
denen, aber nur selten auftretenden Leitungsiiberlastungen
resultiert. Damit ist bereits aufgrund der geringen Einsatzzeit
des Speichers ein wirtschaftlicher Betrieb zur Leitungsentlas-
tung eher unwahrscheinlich, sodass diese Einsatzmoglichkeit

TABELLE III: UBERSICHT UBER DIE SIMULIERTEN SZENARIEN

Szenario Beschreibung
SA-2014/2024/2034 | marktwirtschaftlicher Speichereinsatz innerhalb der
Jahre 2014, 2024 und 2034

SB-2034 Leitungsentlastung im Jahr 2034
SC-2034 Spannungshaltung im Jahr 2034
SD-2034 LastvergleichsméaBigung im Jahr 2034

TABELLE IV: VOLLLASTSTUNDEN UND VOLLLASTZYKLEN JE SZENARIO

Szenario Volllaststunden Volllastzyklen
SA-2014 1334 333
SA-2024 881 220
SA-2034 592 148
SB-2034 156 39
SC-2034 973 243
SD-2034 624 156

lediglich als Ergédnzung zum marktgefiihrten bzw. zu weiteren
netzdienlichen Speichereinsatzmoglichkeiten gesehen werden
kann. Die Einsédtze zur Spannungshaltung und zur Lastver-
gleichsmafBigung erreichen dagegen Werte in der GroBenord-
nung des marktwirtschaftlichen Speicherbetriebes. Inwieweit
diese Speichereinsatzmdglichkeiten wirtschaftlich sind, lasst
sich allein aus den Nutzungsdauern nicht ableiten.

B. Auswirkungen auf die Betriebsmittelbelastung

Im statischen Bereich nehmen die Sicherstellung des
(n-1)-Kriteriums und die Spannungshaltung die wichtigste
Rolle ein, womit die Auswirkungen des Speichereinsatzes auf
diese beiden Bereiche genauer untersucht werden. Bereits in
Kapitel III.D wurde erwdhnt, dass im betrachteten Verteilnetz
alle Knotenspannungen die Norm nach DIN EN 50160 erfiil-
len. Auch durch den Speichereinsatz im elektrischen Netz
andert sich dies nicht, sodass davon ausgegangen werden kann,
dass, unter Betrachtung der Spannungsqualitdt im elektrischen
Netz, ein marktgefiihrter Speichereinsatz bei Nutzung des
Referenzspeichers uneingeschrankt moglich ist und auch die
netzdienlichen FEinsatzstrategien die Spannungsqualitit nicht
negativ beeinflussen. Der spannungsgefiihrte Speichereinsatz
im Szenario SC-2034 fiihrt zu einer Reduzierung des gefahre-
nen Spannungsbandes am Knoten K05 um ca. 0,1 pu.

Abbildung 7 zeigt dariiber hinaus die Auswirkungen der
unterschiedlichen Speichereinsatzstrategien auf die Anderung
der maximale Strombelastung Al und auf die Anderung der
Uberlastungshdufigkeit At. Der marktgefiihrte Speichereinsatz
fithrt hierbei vor allem im Jahr 2014 zu einer Erhéhung der
maximalen Strombelastung auf allen ihn umgebenden Leitun-
gen. Diese hohere Belastung resultiert aus einer Umlenkung
der Lastfliisse beim Speichereinsatz. Trotzdem lassen sich
beim Einsatz des Referenzspeichers noch keine zusétzlichen
Leitungsiiberlastungen durch den Speichereinsatz feststellen.
Dies ist auch in den Jahren 2024 und 2034 der Fall. Hier hat
der Speichereinsatz auBerdem keine Auswirkungen auf die
maximale Strombelastung, da diese durch die hohe Einspei-

Szenario | Anderung § § § § § § § § § Legende:
4 ... hohere

Al 1 '
SA2014 i o ol ol ol ol B

At ojojofojojofojojo Uberlashmgshaufigkeit
SA-2024 Sl Mol m = ===~ pleichbleibende

At ojojojojo|—]oj0|— Belastung/

a =l=l=1==]=1=1=1= Uberlastungshaufigkeit
5A-2034 .

At o|—=|=]o|=|—=]o]o|—=]|¥ .. geringere

= | =]=1=-]- Belastung/

SB-2034 ii I I T t vielolole Uberlastungshaufigkeit

Al T =1=1=1=1==1=1= 0 ... keine Uberlastungen
SC-2034

At Olpr(L|ojL|d]|0oj0o]d
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At Ot jOld|dfojofd

Abbildung 7: Auswirkungen des Speichereinsatzes auf Strombelastung
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sung aus regenerativen Energien bestimmt wird. Die Betrach-
tung des netzdienlichen Speichereinsatzes zeigt dagegen, dass
hierbei unterschiedliche Leitungen positiv und negativ beein-
flusst werden. Diese Beeinflussung resultiert aus der Positio-
nierung des Speichers in der Mitte des Netzes, da der Speicher
beim Einspeichern als Senke wirkt und somit zwar die Leitun-
gen in Lastflussrichtung hinter dem Speicher entlastet, die
Leitungen vor dem Speicher aber zusitzlich belastet. Da die
Leitungsentlastung jedoch in jedem Fall quantitativ hdher aus-
fallt, erfiillen die netzdienlichen Speichereinsatzmdglichkeiten
trotzdem ihr Ziel.

C. Auswirkungen auf die Netzverluste

Im letzten Schritt werden die Auswirkungen der unter-
schiedlichen Speichereinsatzmoglichkeiten auf die Netzverlus-
te miteinander verglichen. Abbildung 8 gibt einen Uberblick
iiber die Entwicklung der Netzverluste im Vergleich zum je-
weiligen Szenario ohne Speichereinsatz. Dabei fillt auf, dass
der marktwirtschaftliche Speichereinsatz aufgrund der Umlen-
kung der Lastfliisse zu einer Erhdhung der Netzverluste fiihrt,
da hierdurch ebenso der Ubertragungsweg steigt. Die netzdien-
lichen Speichereinsatzstrategien fithren dagegen zu einer Ver-
ringerung der Netzverluste. Diese Verringerung resultiert vor
allem aus der Reduzierung der Strombelastung durch den Spei-
chereinsatz. Unter Berlicksichtigung der Volllaststundenzahlen
fallen die Auswirkungen im Szenario SB-2034 am grof3ten aus.
Dies resultiert aus der gezielten Senkung der Strombelastung
durch den Speichereinsatz. Aufgrund der Abhéngigkeit der
Netzverluste vom Quadrat des Stromes werden die Netzverlus-
te bei diesem Speichereinsatz am meisten reduziert. Insgesamt
fiilhrt der Einsatz zur Lastvergleichsmifigung jedoch zur
hochsten Reduzierung der Netzverluste, da durch den Spei-
chereinsatz auf der Mittelspannungsseite die zu ilibertragende
Leistung im Hochspannungsnetz reduziert wird. Dies zeigt
deutlich, dass bei einer elektrischen Energieversorgung mit
dezentraler Erzeugung auch dezentrale Speichertechnologien
eingesetzt werden miissen.

VI. ZUSAMMENFASSUNG

Im Rahmen der Untersuchung konnten die Einsatzmdglich-
keiten von Energiespeichern, am Beispiel eines Druckluftspei-
chers genauer untersucht werden. Hierzu wurde ein mogliches
110 kV-Verteilnetz selektiert und anschlieBend modelliert.
Dariiber hinaus konnten unterschiedliche Speichereinsatzstra-
tegien fiir den Speichereinsatz in dieses Netzmodell implemen-
tiert und die Funktion dieser Modelle iiber verschiedene Simu-
lationen getestet werden. Diese Testsimulationen haben ge-

Verinderung der Netzverluste im Vergleich

600 zum Szenario ohne Speicher
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Abbildung 8: Verdnderung der Netzverluste je Szenario

zeigt, dass der marktgefiihrte Speichereinsatz unter Verwen-
dung der vorgegebenen Standardparameter uneingeschréinkt
moglich ist. Dennoch fiihrt er zu einer Erhéhung der Leitungs-
belastung, sodass der moglichen Speicherleistung Grenzen
gesetzt sind. Der netzdienliche Speichereinsatz kann dariiber
hinaus zu einer deutlichen Stiitzung des Netzbetriebes beitra-
gen, sodass Speichertechnologien im zukiinftigen Netzbetrieb
eine wichtige Rolle einnehmen werden. Fiir weitere Arbeiten
ist vor allem eine umfangreiche Wirtschaftlichkeitsanalyse
unter Berticksichtigung der einzelnen Speichereinsatzmoglich-
keiten denkbar, wobei zur allumfassenden Untersuchung eine
Kopplung der unterschiedlichen Strategien sinnvoll ist.
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Abstract—Bridging the gap between theoretical modeling and
practical implementation is essential in fault detection,
classification, and location methods for modern distribution grids.
Currently distribution grids are characterized by dispersed infeed
and distributed power generation that render conventional
protection settings more challenging, and, hence, new methods
must be investigated to resolve these issues. In this paper, a novel
framework capable of detecting and classifying faults in power
distribution grids is presented. The proposed algorithm
formulates a unique fault classification technique based on
measurement samples of three-phase voltage and currents after
the occurrence of a fault event in power distribution grid. Thereby,
negative sequence components of three-phase voltage and current
quantities are used for online fault detection that triggers a fault
classification method based on a support vector machine. In order
to simulate fault scenarios, a model of a reference distribution grid
incorporating distributed generation is developed, simulated, and
analyzed under fault conditions. For the final evaluation, the
designed protection scheme is implemented on a Programmable
Logic Controller connected to the model running on a real-time
simulator hardware that provides voltage and current
measurements. Thus experimental results are provided to
demonstrate and prove the contribution of the algorithm in its
ability to correctly identify and classify faults in modern
distribution grids.

Keywords-Distributed Generations (DGs); Secondary Substation
(SS); Photovoltaic (PV); Negative Sequence Components (NSCs);
Support Vector Machine (SVM); Programmable Logic Controller
(PLC); Real Time Simulator (RTS); Hardware in the loop (HIL);

I. INTRODUCTION

One of the most important factors of an electrical power
distribution system is its reliability and uninterrupted supply for
its end users. Over the past several decades there has been rapid
growth and development in power distribution systems. A large
number of distributed generation units including renewable
energy sources such as wind turbines, PV generators or fuel cells
are being integrated into power systems at the distribution level.
Distribution grids in open loop are typical, but now there is a
rising trend towards closed loop topologies providing more
power carrying capacities at distribution level. Although closed
loop configurations improve power quality and the
environmentally friendly nature of grid connected systems, they
present some challenging issues at the same time. For instance,

it is now possible to have power flows in many arbitrary
directions instead of the traditional unidirectional power
transfer. The penetration of DGs changes the traditional
distribution power system short circuit power, fault current
level, and the characteristics of the fault current, such as
amplitude, direction, and distribution [1]. Protection of these
distributed networks with the penetration of DGs is a focal point
in the research of power systems and over the years there has
been significant effort to improve its reliability by incorporating
more sophisticated methods for fault detection, classification,
and localization.

Power system faults are characterized as any abnormal
change in system quantities like voltage levels, amounts of
current, or frequency of the power signal. Mostly the occurrence
of faults is a random event that may happen beyond the control
of humans. Hence there is a need of an accurate, interconnected
protection system that can detect the fault, identify its type, and
then precisely locate the position of the fault in the power
system. Sophisticated systems are already installed that take care
of these faults and isolate the faulted zones from the rest of the
power system.

The purpose behind power system fault analysis is to provide
concrete information about the reasons that led to the
interruption of supply, to restore the handover of power as soon
as possible, and to perhaps minimize future occurrences if at all
possible. Analysis should also provide sufficient understanding
of the state of components of the protection system so that a set
of preventive measures can be implemented to reduce the
likelihood of service disruptions and equipment damage [2].
Fault detection, classification, and localization are a focal point
in the research of power systems since the establishment of
electricity transmission and distribution systems. Circuit
breakers and other control elements are required to help
protective relays to take appropriate action [3]. Fast detection of
faults will have a significant impact on the equipment safety
since it will engage the circuit breakers immediately before any
significant damage occurs. Accuracy of fault location is not only
significant for the clear reason of the timely repair and
restoration of service, but it can also lead to identifying some
specific location related faults. Hence, a longer term goal of
preventing faults can be achieved. Over past several years,
intensive research has been carried out in applied mathematics

P02.6



and digital signal processing to develop techniques for fault
detection, classification, and localization in electrical power
systems. Relaying and protection devices have been developed.
Various signal processing schemes have been proposed that
include principles of estimation, Artificial Neural Network [4],
Wavelet transform [5] [6], Principal Component Analysis [7],
Fuzzy logic [8], Support Vector Machines [9] and any
combination of tools.

Most of the aforementioned works were validated via
simulation studies, and their actual performance tested in a real-
world scenario still remains unknown. This is because the
hardware implementation of such fault protection techniques is
rare.

In order to efficiently enhance the automation level in a
power protection system, the main focus of this study is to
develop a fast and accurate framework that can detect major
types of faults at varying fault locations and fault resistances and
classify them based on measurement samples of three-phase
voltages and currents. One of the important aspects that this
paper concentrates on is the analysis of the distribution grid
line’s phase voltages and currents during various fault
conditions with distributed generation and coupling between
feeders. This analysis is based on several assumptions
concerning measurement nodes, fault locations, fault
resistances, distributed generation infeed, and operational modes
in radial configuration. Once the fault has been detected, the
fault classification module is triggered that performs online fault
classification based on offline trained models developed under a
suitable computational scheme. In order to evaluate this
proposed scheme, grid models are developed in MATLAB with
integration of distributed generation. Faults are triggered and
measurements are recorded for training purpose. These models
are then transferred to real-time simulator hardware for real-time
evaluation. Physical measurements are taken directly from the
hardware and fed into a Programmable Logic Controller which
performs online detection and classification of faults triggered
under predetermined scenarios and time durations.

Section II presents the system architecture of the proposed
framework for fault detection and support vector machine based
classification scheme. Simulation and evaluation of the
framework for a typical distributed grid model is described in
Section III. Section III also presents results of software analysis
by using MATLAB/Simulink toolbox. Section IV presents
experimental validation of results obtained after successful
implementation of grid model simulation on real-time hardware
and PLC based implementation of the proposed protection
scheme.

II. PROPOSED FRAMEWORK

In this section, the proposed framework for SVM based fault
classification is introduced from a systematic view. The
framework involves two primary modules: 1) fault detection
and 2) fault classification.

Specifically the first step of the framework detects the presence
of fault in the power system in real-time. This involves
sampling of three phase voltages and currents from any one of
the equipped measurement units in the power distribution
network during an occurrence of a fault event.

Then the method of symmetrical components is used to
convert the three phase input signals to three sets of independent
components, which are positive, negative, and zero sequences.
Negative sequence component is calculated as a reliable
indicator of the fault condition. [10]. If no fault is detected, the
remaining part of the modules is not activated. On the other
hand, if the detection module captures the feature of the fault, it
will activate the fault classification module. The overall
architecture of the proposed protection scheme is illustrated in
Figure 1.

Sampling Three-
phase voltage and
current signals

}

Negative Sequence
Component

|

A 4

Fault Detection

Fault detection
Scheme

Fault Present? Fault Classification

Support Vector
Machine Type of fault
(SVM)

Figure 1: Proposed fault detection and classification scheme

A. Fault Detection Scheme

In electrical engineering, the method of symmetrical
components is used to simplify analysis of unbalanced three-
phase power systems under both normal and abnormal
conditions. The analysis is simpler, because the resulting
equations are mutually linearly independent if the circuit itself is
balanced. [10]

In the proposed approach, the negative sequence
components of voltages (V,y, Vpz, Vez) and currents
(iaz, ip2, icz) are used as reliable fault indicators. NSCs of
both voltage and current are calculated using the following
equations
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Figure 2 shows the schematic implementation of fault detection
module

L -
..... o :
: aVa(t)/dt

d;‘z(t)/dt

'lzm = (a2, Bp2s fe2)

Fault
Indicator

Figure 2: Schematic overview of fault detection module

However an unbalanced three phase power system suffers
from large contents of negative sequence voltages and currents
due to the unequal system impedances and unequal distribution
of loads in each phase. In order to identify the variation in both
non-zero negative sequence component V, and I, , time
differentiation is applied to both V, and I,.

Finally, the differential negative sequence voltages and
currents are summed together and the result undergoes an
interval test with preset thresholds to perform a more stable
detection of fault occurrence. It is worth mentioning that the
fault detection scheme is also robust against frequency deviation
and amplitude variation caused by the variation of operating
parameters in the power system.

B. Multiclass Support Vector Machine using MATLAB

Support Vector Machine (SVM) is a novel intelligent
machine self-learning method based on the statistical learning
theory. The basic idea behind SVM revolves around mapping of
n-dimensional inputs into a higher-dimensional feature space. In
this feature space an optimal hyper-plane is determined that can
classify input data points perfectly into two classes. The
separating hyper-plane has the best generalization ability for the
unseen data points. This optimal separating hyper-plane is
generated by solving a constrained optimization problem.

A simple and effective example of linear classification with
only two types of samples in a two dimensional space is shown
in Figure 3. Suppose that we are given #n training samples as {x;,
yi}, i= {1... n}, where x; € R? are input vectors and y; € {-1, +1}
which are class symbols with only two values. In the case of
linearly separable data, the Hyper-Plane f{x) makes a complete
separation of two classes of samples, such that all samples with
y; = +1 fall on the right top side and where f{x) > 0. On the other
hand samples with y; = -1 fall on the left bottom side and there

is f{x) < 0. All Hyper-Planes in R¢ are parameterized by a vector
w that is orthogonal to the Hyper-Plane, and a scalar b that is the
bias of the Hyper-Plane with respect to origin.

Hyper plane

X2

wix+b=-1

Figure 3: Optimal hyper plane

The optimal decision boundary can be found by solving the
following constrained optimization problem also called primal
formulation of SVM.

1

|Iwl]
yiwl.x+b) = +1 Vi

Minimize:

Subject to:

The main method of SVM implementation is with Lagrange
multipliers also called the dual formulation. This minimization
problem is known as a Quadratic Programming Problem (QP)
and it can be solved using many special purpose solvers [11].
One of the most commonly used solvers comes from
Bioinformatics toolbox in MATLAB.

If the input data set is not linearly separable, there is a way to
“pre-process" the data by defining a mapping z = ¢(x) that
transforms the ¢ dimensional input vector x into a higher d’
dimensional vector z. The mapping function ¢(x) in higher
dimensional feature space is called the kernel trick.

In order to classify all four basic types of faults, a multiclass
support vector machine based on One-Versus-All approach [12]
was developed. The multiclass SVM is comprised of four
individual binary class SVM models for each type of fault. The
detailed classification functions and the output patterns of these
SVMs are summarized in TABLE 1.

TABLE 1: CLASSIFICATION FUNCTIONS AND THE OUTPUT OF SVM

Phase Classification function Detailed Output
info
SVM for Phase to ground fault A-G 1
Phase SVM for Double phase to AB-G
ground fault
A SVM for phase to phase fault AB 3
SVM for Three phase fault ABC 4
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SVM for Phase to ground fault B-G 1

Phase SVM for Double phase to BC-G 2
ground fault

B SVM for phase to phase fault BC 3

SVM for Three phase fault ABC 4

SVM for Phase to ground fault C-G 1

Phase SVM for Double phase to AC-G 2
ground fault

C SVM for phase to phase fault AC 3

SVM for Three phase fault ABC 4

C. Fault Classification Scheme

Once a fault has been detected by the fault detection module,
the classification module is automatically triggered. The fault
classification module takes a six dimensional input vector
comprising three phase voltage and phase current samples. The
vector can be expressed as

x = [Vo, Vo, Vo, Iy, I, L] “)

There are four major types of faults considered in this study
e  Signal phase-to-ground faults : A-G, B-G, C-G;
e  Double phase-to-ground faults : AB-G, BC-G, AC-G;
e  Phase-to-phase faults : AB, BC, AC;
e  Three phase fault : ABC;

Figure 3 shows the flowchart of SVM based fault classification
scheme where each support vector machine designates a fault
type. The individual SVM uses the input vector and calculates
the functional value which results in either a positive or a
negative output.

SVM#1

>[ f(x):Z(x(xT.x+b)

SVM #2

(0 = Z a(x".x +b)
Input Vector \ J

(0 = Z a(x".x+b)

¥

Final decision

SVM #4

f(x) :Za(xT.x+b)

Figure 3: Flowchart of SVM based fault classification scheme

In order to classify all four major types of fault a multiclass
decision based on One-Versus-All approach is used that
provides the confidence of fault classification on each fault
event.

III. SIMULATION AND EVALUATION OF SVM BASED
FAULT CLASSIFICATION

This section presents the MATLAB based simulation of
various fault types in a medium voltage grid model in integration
with distributed generation. Different fault types at different

fault locations are simulated and correspondingly their
associated three-phase voltage and current measurements are
recorded to build a training data base for the classifier. Once
training is completed offline, testing is performed by simulating
different types of faults and their classification is evaluated for
true and false cases.

A. Medium Voltage Distribution Grid Model

Figure 4 shows the schematic diagram of a reference medium
voltage distribution grid model which was tested under various
star point topologies.

T1
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10kw
v1 7
el
@ @ 0.28 km j Feed Coupler
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400V/100kwW —_—
L2 I

10kw

@ 1.03km 0.86km w2 ]

T2 T4
35kV/10kV @ 10kV/400V

L3—1_

10kw
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s 1

10kw

L4
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Figure 4: Schematic diagram of grid model with SS and DG

From Figure 4 G1 denotes a three-phase power source with
rated voltage of 35 kilo-Volts and power capacity of 1 mega-
Watts. The output from this source, used as infeed to the
distribution grid is stepped down to 10kV on two separate
substations denoted by T1 and T2 respectively. Feeder 1
contains a substation at 10kV denoted by T1 and a secondary
substation at 400V at a distance of 1.89 km denoted by T3. A
Photovoltaic based distributed generation G2 rated at
400V/100kW is integrated on this secondary substation.
Moreover it also contains one fault inception and measurement
block connected on secondary substation at M1. Feeder 2
contains a substation at 10kV denoted by T2 and a secondary
substation at 400V at a distance of 1.89 km denoted by T4. It
has backward as well as forward fault inception and
measurement blocks to simulate both type of faults in the
presence of closed loop operation of the grid. They are denoted
by M2, and M3 respectively. There are in total three
measurement points integrated in the grid on each fault
inception block. Two of them in feeder 2, both on substation T1
and are denoted by M2, and M3; while the third measurement
point is in feeder 1, integrated on secondary substation T3
denoted by MI1. All measurements points provide per unit
values of three-phase voltages and currents samples. A feed
coupler is modelled as a switch that can be controlled with the
prime purpose of simulating the ring topology of a distribution
network. It is denoted by C1 in the schematic. When the feed
coupler is activated, both distribution feeders are connected to
each other.

P02.6



B. Training and Testing Scheme for SVM

Figure 6 shows the flow chart for offline training and testing of
support vector machine application as fault classifier.

Tuning
Parametrs
(Kernel
function)

A

TABLE 4: FAULT CLASSIFICATION STATISTICS: 0=0.5

Fault Test A-G A-B AB-G | ABC Hit
Type Cases Rate
A-G 7000 7000 0 0 0 100%
A-B 7000 34 6954 12 0 99%
AB-G 7000 93 8 6899 0 98%
ABC 7000 0 40 0 6960 99%

Training Data N . N Trained SVM
(known Class) SVM trainer (models)
: Class
Testing Data .
> N cocis £ . Identification
(unknown SVM Classifer {
. Accuracy of
Class) ) . .
Classification

Figure 6: Flow chart for offline training and testing of SVMs

The training phase includes selection of parameters
associated with the kernel function [11] and preparation of input
data with known class types. Offline training is performed that
generates models of SVM related to each class type. It should be
noted that the size of training data, the dimension of inputs, and
the selection of kernel function has a direct impact on the
performance of the SVM classifier in terms of convergence and
related time consumption for both training and testing phases.

The testing phase is also performed offline for simulation
purpose. This requires input of data with unknown class to the
SVM classifier. The classifier uses models that are generated
from training phase to predict the class type associated with each
testing case. As a result the accuracy of classification can be
analyzed by generating cross validation data from training
samples.

C. Results on Fault Classification

TABLE 2, TABLE 3 and TABLE 4 shows cross validation
statistics of different fault cases against offline trained and
tested samples based on RMS values of voltage and current
signals. A Radial basis kernel function is used in each training
phase with a different tuning parameter o.

TABLE 2: FAULT CLASSIFICATION STATISTICS: 0=1

Fault Test A-G A-B AB-G | ABC Hit
Type Cases Rate
A-G 3000 2123 654 198 25 70%
A-B 3000 412 1567 911 110 52%
AB-G 3000 512 311 1821 356 60%
ABC 3000 138 223 625 2014 67%

TABLE 3: FAULT CLASSIFICATION STATISTICS: 0=0.75

Fault Test A-G A-B AB-G | ABC Hit
Type Cases Rate
A-G 3000 2670 110 178 42 89%
A-B 3000 333 2510 123 34 83%
AB-G 3000 210 153 2598 39 86%
ABC 3000 183 52 62 2703 90%

IV. REAL-TIME VALIDATION OF SVM FAULT CLASSIFIER

In order to validate the simulation results in real-time, the grid
model must be tested on hardware platform for different fault
cases. For this purpose extensive hardware in the loop
simulations are carried out using a real-time hardware simulator
running the grid model under online induction of different fault
conditions. Real-time fault detection and classification is
implemented in hardware on a Bachmann M1 PLC system.

A. Real-Time Fault Detection and Classification Scheme

Figure 7 shows the scheme implemented in hardware for online
fault detection and classification.

Console
Fault | Run-time Fault inception
events Visual interface for fault Fault Diagnosis
Diagnosis
RTS PLC
Voltage and Sampling at 1kHz

—

Current signals Multi calss SVM

online fault Detection
and classification

Grid model running
at 2.5 kHz

Figure 7: Hardware implementation scheme for online fault detection and
classification

B. Opal-RT Real Time Simulator

An OPAL-RT real-time Hardware in the Loop (HIL) simulator
at the disposal of ie3 lab at TU-Dortmund is used to run the grid
model in real-time. The availability of multicores on this FPGA
based real-time simulator is exploited in such a way that the
complete grid model runs on one master core in conjunction
with the PV based distributed generation on a slave core. This
model splitting was necessary to avoid the introduction of
overruns if the complete model was to run on a single core. The
model runs on a step time of 400 micro seconds. A console
block is used at the same time to generate different fault types
on two forward fault locations and one backward fault location.
It is important to note that at one time only one fault type is
allowed to be triggered on an exactly one fault location.
Meanwhile at any point in time the coupler may be activated to
close the two grid feeders and enable the radial distribution
network topology.
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C. Hardware Setup

An overview of the hardware used at the disposal of ie3 lab is
shown in Figure 8

Figure 8: Experimental Setup

V. DISCUSSION AND CONCLUSION

A vital attribute of an electrical power network is the continuity
of service with a high level of reliability. This has motivated
many researchers to investigate power systems in an effort to
improve power system reliability by focusing on fault detection,
classification, and localization. We have presented a novel fault
protection framework based on support vector machine that
detects and classifies major fault types in electrical power
systems. The proposed scheme has integrated fault detection
and classification. The simulation results show that this
algorithm has high accuracy in the classification performance
and a wider generalization ability by using the learning and
testing patterns in the voltage-current domain. A test
distribution grid model with photovoltaic based distributed
generation is successfully implemented in real-time on real-
time simulator hardware. Experimental results show the
hardware in loop simulation and the evaluation of the designed
protection scheme implemented on a Programmable Logic
Controller. The protective framework is of general applicability
such that it can be deployed at any measurement point in the
distribution grid. Hence it is shown that the algorithm has
ability to correctly detect and classify fault occurrences making
it suitable for modern distribution grids rendering high level of
reliability.

While this study has a number of assumptions to secure the
framework's successful implementation, there are several
power network practices that can be included in possible future
work to allow for improvements. These may include Integrating
FACTS (Flexible Alternating Current Transmission System) in
the distribution grid. The presented framework can be extended
for fault localization. Instead of using offline trained models for
fault classification, the framework can be adapted to perform
online training making it more robust and immune to noise

sources. The current scheme in combination with other fault
classifiers can be hybridized to use the advantages of each
protection scheme together. This would make it more adaptive
to real world environments, especially when the work scope is
expanded to include variation in system’s parameters such as
fault resistances, fault inception angles, high impedance faults,
and ground level rise.
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Optimierung von Mittelspannungsnetzen durch
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Zusammenfassung — Durch die Umstrukturierung von
Mittelspannungsnetzen in Deutschland sowie durch die Verof-
fentlichungs- und Ausschreibepflicht von Netzverlusten be-
kommt die Optimierung von Energieversorgungsnetzen mehr
und mehr an Bedeutung. Dieser Beitrag befasst sich mit der
Optimierung von einem Mittelspannungsnetz, welches durch
verschiedene Spannungsebenen (110 kV und 30 kV) gespeist
wird. Durch ein erhohtes Anlagenalter der 30-kV-
Betriebsmittel, soll iiberpriift werden ob die Méglichkeit be-
steht ein Umspannwerk 30/10 kV durch eine 10-kV-
Stiitzpunktstation zu ersetzten. Hierzu werden zwei Varianten
entwickelt und mit der Netzberechnungs- und Simulations-
software PSS®Sincal hinsichtlich der Netzverluste untersucht.
Als Vergleichsnetz wird ebenfalls auch das Ursprungsmittel-
spannungsnetz herangezogen, und untersucht welche Be-
triebsmittels zu ersetzen sind. Als weiterer Ansatzpunkt wer-
den die ungefihren Kosten fiir die beiden Varianten und den
Weiterbetrieb des Netzes aufgestellt [1].

Schliisselworter Netzoptimierung,
Netzberechnung, Mittelspannung

Netzverluste,

I. EINLEITUNG

Mittelspannungsnetze werden in Deutschland fiir die
Verteilung elektrischer Energie eingesetzt. Diese werden
mit Nennspannungen von 10 kV oder 20 kV betrieben.
Durch historische Gegebenheiten und Entwicklungen wer-
den in der Bundesrepublik Deutschland teilweise noch Net-
ze mit einer Nennspannung von 30 kV betrieben. Diese
werden in Deutschland, wie auch die Niederspannungsnet-
ze, als Verteilnetze bezeichnet [1], [2]. Die Aufgabe dieser
Netze besteht darin, die Endkunden (Haushalt, Handel und
Gewerbe) mit Energie zu versorgen und die aus den dezent-
ralen Erzeugungsanlagen (DEA) erzeugte Energie aufzu-
nehmen und zu verteilen. Teilweise werden Industriebetrie-
be ebenfalls aus der Mittelspannungsebene versorgt, dies ist
hauptsédchlich abhéngig von der bendtigten Anschlussleis-
tung. Die Mittelspannungsebene wird aus der Hochspan-
nungsebene (110 kV) iiber Transformatoren gespeist.

In diesem Beitrag werden die auftretenden Verluste von
einem 30-kV-Kabel inklusive der Umspannverluste in die
10-kV-Ebene und die Verluste von einem 10-kV-
Doppelkabel sowie einer 10-kV-Einfachleitung gegeniiber-
gestellt und genauer betrachtet. Die beiden Kabelverbindun-
gen sind gleich lang und sind aus einem realen Netz, fiir
eine stidtische Versorgung von ca. 25 000 Einwohner ent-
nommen. In diesem Fall soll der Ersatz des 30-kV-Kabels
genauer betrachtet werden.

Jens Haubrock
Fachhochschule Bielefeld
Bielefeld, Deutschland
jens.haubrock@fh-biclefeld.de
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Ein bestehendes, regionales Verteilnetz der Spannungs-
ebenen 0,4 kV, 10 kV und 30 kV soll hinsichtlich der Netz-
verluste optimiert werden. Dazu wird {iberpriift, ob der
bislang iiber die 30 kV Ebene versorgte Netzbereich iiber
die 10 kV Ebene, als Stiitzpunktstation, versorgt werden
kann.

ZIELSETZUNG

I1I.

Das bestehende Verteilnetz reprisentiert ein 10-kV-
Mittelspannungsnetz welches liber zwei Umspannstationen
direkt aus dem tberlagerten 110-kV-Hochspannungsnetz
und  einer  Umspannstation aus dem  30-kV-
Mittelspannungsnetz gespeist wird. Im weiteren Verlauf
werden die Umspannstationen als Umspannwerke (UW)
bezeichnet. In Abbildung 1 ist schematisch die Einspeisung
in die drei stadtischen Teilnetze dargestellt:

AUSGANGSSITUATION UND MITTELSPANNUNGSNETZ

Station 2

Station 1
110/30 kv

),

110/10 kV

Q)5

Station 3
110/10 kV

(-

~—
Uberlagerte Netze der 10-kV-Netzebene

30/10 kv

110-kV-Netz

Stadtische
10-kV-
Teilnetze

Abb. 1:

Die stidtischen 10-kV-Teilnetze werden als Strahlen-
oder offene Strangnetze, mit der Moglichkeit iiber eine
redundante Einspeisung in der Gegenstation, betrieben [3],
[4]. Die Teilnetze untereinander besitzen, im Normalbetrieb,
keine elektrische Verbindung. Die Trennstelle liegt in den
meisten Fillen in der Mitte der Kabelstrecken. Das elektri-
sche Verteilnetz ist, wie anfangs schon erwdhnt einem rea-
len Netz, eines VNB mit ca. 25 000 Einwohnern, entnom-
men.

Das in Abbildung 1 dargestellte 30-kV-Kabel zwischen
der Station 1 und der Station 2 ist ein Teil eines vorhande-
nen 30-kV-Ringnetzes der Region, welches Mitte der
1960er Jahren errichtet worden ist. Das 30-kV-Kabel ist
Anfang der 80er Jahre gelegt worden. Somit ist fiir zukiinf-



tige Planungen mit einem Ersatz oder Riickbau fiir dieses
Teilnetz auszugehen. Der Transformator im UW 2 ist Bau-
jahr 1962, es sollte ebenfalls ein Ersatz fiir zukiinftige Pla-
nungen in Betracht gezogen werden. Die Entfernung zwi-
schen den beiden Stationen betrdgt 3 km. Die Einspeisung
des 30-kV-Mittelspannungsnetzes ist iiber einen Transfor-
mator 110/30 kV in dem UW 1 gesichert. Weitere Einspei-
sungen befinden sich nicht in unmittelbarer Néhe. In der
Simulation mit dem Berechnungsprogramm PSS®Sincal,
wird diese Kabelstrecke als Punkt zu Punkt Verbindung
nachgebildet. Die Auslastung des Kabels entspricht der
Netzlast des UW 2. Aufgrund der weiterfiihrenden Kabel in
dem UW 1 und 2 ist im Normalbetrieb eine deutlich héhere
Auslastung zu erwarten. Somit sind einhergehend der tat-
sdchliche Spannungsfall und die Verluste des Kabels hoher
anzusetzen.

Das Bestandsnetz hat eine Netzlast von 37,61 MVA,
welche sich im Normalschaltzustand wie nachfolgend auf-
geflihrt zusammensetzt:

e UWI: 19,09 MVA
e UW2: 6,23 MVA
e UW3: 12,29 MVA

Die Netzlast wurde durch 215 Lasten modelliert, welche
an 212 Transformatoren in Ortnetz- oder Kundenstationen
angeschlossen sind. Die Lasten ergeben eine Leistung von
30,27 MVA. An sieben Netzknoten wird elektrische Energie
an benachbarte 10-kV-Netzzweige iibergeben, welche nicht
zum VNB-Netz gehoren. Es ergibt sich eine Gesamtlast von
36,57 MVA. Ebenfalls sind in dem Netz drei Windkraftan-
lagen, mit insgesamt 53 kVA, nachgebildet. Ein Netzaus-
schnitt mit Windkraftanlage und ein Niederspannungstrans-
formator mit Last, ist in Abbildung 2 dargestellt. Die Trans-
formatorverluste und die Kabelverluste sind ebenfalls mit
PSS®Sincal nachgebildet [5], [6]. Die weiteren Betriebsmit-
tel werden ebenfalls in der Software PSS®Sincal nachgebil-
det. Aus diesen Simulationen und Berechnungen resultieren
die Ergebnisse welche nachfolgend als Datengrundlage
dienen.

400,0 kVA Q
40% (S 1353

NKBA

120,0 mm?

M1,0m

&

L323
NKBA
120,0 mm?
153.0m

54,0 kW

WEA 0.0 kvar

Erneuerbare Energie
Direkt

®

Nachbildung der Betriebsmittel des MS-Netzes

Abb. 2:

Die Netzverluste in der 10-kV-Ebene belaufen sich auf
797 kW. Fiir eine weitergehende Bewertung und den Ver-
gleich mit den zu entwickelten Varianten, ist es sinnvoll die
Verluste des 30-kV-Verbindungskabels sowie des Trans-
formators 30/10 kV ebenfalls zu beriicksichtigen. Diese
belaufen sich auf 53 kW, welche jedoch in Normalbetrieb
hoher ausgeprigt sein konnen. Es ergeben sich gesamte

Netzverluste von 850 kW, welche im weiteren Verlauf mit
den folgenden Varianten verglichen werden sollen. Eine
Betrachtung der Umspannverluste des Transformators
110/30 kV im UW 1 findet keine Anwendung, da dieser
ebenso in das weiterfithrende 30-kV-Mittelspannungsnetz
einspeist und das Ergebnis verfalschen wiirde.

Das in der DIN EN 50160 geforderte Spannungsband,
von +£10%, wird an allen Knoten des Netzes eingehalten.
Die Spannung im 10-kV-Mittelspannungsnetz schwankt in
einem Bereich von 99,3% — 103,1%, es ergibt sich ein ma-
ximales Spannungsdelta von 3,8%. Die Spannungen an den
Sammelschienen der einzelnen UW's liegen zwischen
102,4% — 103,1%.

In der nachfolgend aufgefiihrten Tabelle sind die Verin-
derungen fiir die einzelnen Varianten aufgelistet. Im weite-
ren Verlauf werden diese kurz erldutert.

TABELLE L.
UBERSICHT DER VERANDERUNGEN IN DEN EINZELNEN VARIANTEN

Variante Verinderungen in dem Netz

Ausgangssituation
und Weiterbetrieb

Gegebenenfalls Ersatz:

30-kV-Kabel (1 oder 2 Systeme)
Transformator 110/30 kV

Transformator 30/10 kV

Schaltanlage und Schutztechnik 30/10 kV

Neubau:

10-kV-Kabel 2 Systeme
Gegebenenfalls Ersatz:

Schaltanlage und Schutztechnik 10 kV

Variante A
L]

Neubau:

10-kV-Kabel 1 System
Gegebenenfalls Ersatz:

Schaltanlage und Schutztechnik 10 kV

Variante B
L]
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Auf der Grundlage der Ausgangssituation des Mittel-
spannungsnetzes und des vorangeschrittenen Alters der 30-
kV-Betriebsmittel ist im ersten Szenario der Ersatz des 30-
kV-Kabels durch zwei 10-kV-Kabel vorgesehen. In diesem
Fall werden zwei Kabelsysteme verwendet, um bei einem
Fehler auf einem System, liber das verbleibende Kabelsys-
tem einen Weiterbetrieb sicherzustellen. Der Weiterbetrieb
mit einem Kabelsystem birgt gleichzeitig die Grundlage fiir
die Variante B. In dem eigentlichen Verteilnetz werden
keine Verdnderungen vorgenommen.

Szenario A: Realisierung zweier Kabelsysteme 10 kV

Grundlage fiir die Auswahl des Kabels ist die Strombe-
lastbarkeit. Hierbei soll die Auslastung des Kabels bei Aus-
fall eines Systems unterhalb von 70% des Nennstromes
liegen. Dieses wird hiufig als EVU-Last eines Kabels ange-
geben [6]. Der sich aus der Lastflusssimulation (10 kV),
ergebene Strom fiir die Anbindung des UW 2 betrdgt 350 A.
Fir diesen Strom ist ein Mittelspannungskabel Typ
N2XS(F)2Y mit einem Querschnitt von 240 mm?
ausreichend. Dieses hat einen thermischen Grenzstrom von
526 A bei 20°C und Biindel- Anordnung [7]. Es ergibt sich
eine Kabelauslastung von 67%. Bei genauerer Betrachtung
der Listenpreise und dem Vergleich mit dem néchsthoheren
Querschnitt (300 mm?), ist es sinnvoll, aufgrund der
geringen Mehrkosten und der hoheren Strombelastbarkeit,




den hoheren Querschnitt zu wéhlen [8]. Wird nun die
Simulation um diesen Kabeltyp und Querschnitt erginzt, so
ergibt sich eine Kabelauslastung von 59%. Durch den
Ansatz von zwei Systemen ergibt sich aus der Simulation
eine Kabelauslastung von 29% je Kabelsystem. Das
bedeutet fiir diese Variante, dass die Kabel einen groBen
Sicherheitsabstand, zu der EVU-Last (70%) besitzen.
Ebenfalls sind die Kabel keiner iiberméfBigen Alterung
durch Stromwirme ausgesetzt [7]. Die Ergebnisse der
Kabelauslastung sind in Abbildung 3 dargestellt.

Leeo
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-6,18 MW
0,10 Mvar
6,18 MVA
348 A

6,14 MW
-0,06 Mvar
6,14 MVA
34T A

L8&1
174 A
294 %

Abb. 3:  Doppelkabel fiir die Stiitzpunktstation

Szenario B: Realisierung eines Kabelsystems 10 kV

Aus der Variante A, mit einem Doppelkabel, leitet sich
die zweite Variante B ab, eine Realisierung mit einem Ka-
belsystem. Das Mittelspannungskabel in dieser Variante ist
mit einer Auslastung von 59% ebenfalls unterhalb der EVU-
Last (70%) und der Maximallast im gestorten Betrieb
(120%) [6], [9]. Die Auslastung des Einfachkabels ist in der
Abbildung 4 dargestellt.
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Abb. 4:  Einfachkabel als Einspeisung fiir die Stiitzpunktstation

Die (n-1)-sichere Versorgung wird in diesem Fall iiber
das 10-kV-Verteilnetz gewéhrleistet. Die offenen Trennstel-
len in der Strangstruktur werden hierzu geschlossen. An-
schlieend wird diese durch die Simulation iiberpriift. Sollte
das Mittelspannungskabel, welches die Stiitzpunktstation
versorgt ausfallen, ist es nicht mdglich alle Lasten in dem
Teilnetz zu versorgen. Die vorhandenen Kabel werden mit
bis zu 166% belastet. Dieses fiihrt zu einer irreversiblen
Schiadigung der Kabel. Somit ist es technisch nicht moglich
die (n-1)-sichere Versorgung sicher zustellen.

IV. ERGEBNISSE

Die beiden Varianten der Netzoptimierung werden in
PSS®Sincal verdndert und angepasst. Die Ergebnisse der
Berechnungen werden anschlieBend dem Programm ent-
nommen und in diesem Abschnitt dargestellt. Als Aus-
gangszustand gilt der in Abschnitt III beschriebene Netzzu-
stand und die hierzu gehérenden Netzverluste.

In der Variante A gibt es an keinem Knoten im Netz eine
Spannungsbandverletzung. Die Spannungen liegen im Be-
reich von 99,1% — 103,1%, es ergibt sich ein maximales
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Spannungsdelta von 4,0%. Die geringste Knotenspannung
ist um 0,2% kleiner als in dem Ursprungsnetz.

Fiir die Variante B wird ebenfalls die Spannung an allen
Knoten im Netz eingehalten. In diesem Fall liegt die Span-
nung in dem Bereich von 98,6% — 103,1%, es ergibt sich ein
Spannungsdelta von 4,5%. Die geringste Knotenspannung
ist um 0,7% kleiner im Vergleich zum Ursprungsnetz.

In der Variante A ergeben sich Netzverluste von 8§34
kW, diese sind um 16 kW geringer als in dem Ursprungs-
netz. Dieses lésst sich auf den nicht mehr benétigten Trans-
formator in dem UW 2 zuriick zu fithren. Die Verluste der
30-kV-Kabelverbindung und die Umspannverluste des
Transformators 30/10 kV kompensieren die Verluste des 10-
kV-Doppelkabels. Der (n-1)-sichere Betrieb ist bei Ausfall
eines Kabels iiber das verbliebene Kabel gesichert.

In der Variante B ergeben sich Netzverluste von 872 kW
diese sind um 22 kW hdher als die Verluste des Ursprungs-
netzes. Dieses ldsst sich auf das hoher belastete 10-kV-
Verbindungskabel zuriickfiihren. Dieser Betriebszustand des
Netzes reprasentiert eine kostengiinstigere Realisierung mit
einem Einfachkabel oder den gestdrten Betriebsfall der
Variante A.

V.  AUFSTELLUNG DER MATERIALKOSTEN

In diesem Abschnitt werden die anzusetzenden Kosten
aufgestellt. Diese Kosten sind reine Materialkosten der
Kabel. Die Materialkosten fiir die Kabel setzen sich jeweils
aus den Hohlkosten und dem Kupferzuschlag zusammen
[8]. Die Kosten fiir die Verlegung der Kabel werden in allen
Varianten, aufgrund der gleichen Wegstrecke, annidhernd
die gleiche Hohe aufweisen. Fiir den weiteren Vergleich der
Varianten werden diese Kosten nicht weiter beriicksichtigt.

A. Ersatz und Weiterbetrieb des Ursprungsnetzes

Fiir den Fall des Weiterbetriebs der Mittelspannungsnet-
zes mit beiden Spannungsebenen (30 kV und 10 kV), miis-
sen einige der Betricbsmittel ersetzt werden, um Ausfille
minimieren zu kdnnen. Diese wurden bereits in der Tabelle
I Aufgefiihrt.

Fiir den Ersatz des 30-kV-Kabels, ergeben sich fiir eine
Lange von 3 km und einem Querschnitt von 95 mm? rund
198 000 €. In diesen Fall miisste jedoch beriicksichtigt wer-
den, dass fiir eine redundante Versorgung der Umspannan-
lage eine weitere Kabelverbindung notwendig ist. Wird
dieses ebenfalls iiber eine Doppelleitung realisiert, so sind
Kosten mit 396 000 € anzusetzen [9], [10].

An dieser Stelle ist ein Ersatz des Transformators 30/10
kV nicht mit inbegriffen. Ebenfalls ist ein Ersatz der Schalt-
anlage 30 kV und 10 kV bei einer genaueren Planung mit zu
berticksichtigt werden. Die "Realen" Kosten fiir den Wei-
terbetrieb beider Spannungsebenen sind somit deutlich ho-
her anzusetzen.

B. Ersatz des 30-kV-Kabels durch ein 10-kV-Doppelkabel

Fiir die Realisierung mit einem Doppelkabel mit einem
Querschnitt von 300 mm? sind fiir eine Lénge von 3 km
Materialkosten von ca.: 446 000 € anzusetzen [9], [10].



Gegebenenfalls ist hier fiir weitere Planungen ein Ersatz der
10-kV-Schaltanalge mit zu beriicksichtigen.

C. Ersatz des 30-kV-Kabels durch ein 10-kV-Kabel

Fiir die Realisierung mit einem Kabel mit einem Quer-
schnitt von 300 mm?, halbieren sich die Kosten. Es sind
Kosten von ca.: 223 000 € anzusetzen [9], [10].Ebenfalls ist
hier der der Ersatz der 10-kV-Schaltanlage fiir weitergehen-
de Planungen mit zu Beriicksichtigen.

VL

Die Simulationen mit dem Programm PSS®Sincal haben
ergeben, dass die Materialkosten flir den Weiterbetrieb, mit
dem Ersatz des 30-kV-Kabels und dem Ersatz des Kabels
durch ein 10-kV-Kabel (Variante B), ungefdhr die gleiche
Hohe haben. Die Netzverluste sind bei Betrieb iiber das 10-
kV-Einfachkabel um nur 22 kW hoher als bei Weiterbetrieb
mit 30-kV-Kabel. Jedoch fallen bei Weiterbetrieb zusitzliche
Kosten fiir den Ersatz des Transformators 30/10 kV und
eventuell zu ersetzende Schaltanlagen an.

ZUSAMMENFASSUNG UND AUSBLICK

Die Variante A hat im Vergleich zu dem Ursprungsnetz
und der Variante B die geringsten Netzverluste, jedoch sind
die Kosten das 10-kV-Doppelkabel mehr als doppelt so
hoch. Die Netzverluste betragen in dieser Variante 834 kW
das entspricht 16 kW weniger als im Ursprungsnetz. Der
weitere Vorteil in dieser Variante besteht darin, dass bei
einem zukiinftigen Wegfall der 30-kV-Ebene ein Weiterbe-
triecb moglich ist. Es muss gegebenenfalls die 10-kV-
Schaltanlage, altersbedingt ersetzt werden, jedoch ist dieses
auch in allen weiteren Varianten notig. Desweiteren ldsst
eine Reduzierung der Netzverluste auf eine Verringerung der
variablen Betriebskosten schlieBen. Der Wegfall der 30-kV-
Ebene birgt noch einen weiteren Vorteil, der Platzbedarf fiir
Schaltanlage und Transformator (30 kV) entfallt.

Bei Betrachtung der Ausfallsicherheit ist ebenfalls die
Variante A im Vorteil. Da hierbei die elektrische Energie
iiber das verbliebene Kabel iibertragen werden kann. In dem
Ursprungsnetz wird die (n-1)-sichere Versorgung tber die
30-kV-Ringleitung sichergestellt, hierbei ist jedoch nicht
sicher wie weit die Spannungsebene in Zukunft erhalten
bleibt. Die Variante B scheidet aufgrund der nicht gegebenen
Ausfallsicherheit der Kabelstecke aus.

P02.7

Abschlielend ergibt die Variante A die meisten Vorteile,
da die Netzverluste hierbei auf ein Minimum reduziert wer-
den konnen und die Realisierung in der gleichen Spannungs-
ebene wie das Verteilnetz umgesetzt werden kann. Es fallen
somit keine aufwendigen Umbau- oder Erneuerungsmaf-
nahmen in der 30-kV-Ebene an. Wird die Ausfallsicherheit
(n-1) mitberiicksichtigt und ein Weiterbetrieb des Netzes
angestrebt, kann es notig sein die bestehende 30-kV-
Kabelstrecke als Doppelkabel auszulegen. Dann ergeben sich
Kosten von 396 000 €. Die Variante A ist hierbei lediglich
mit 50 000 € héheren Kosten anzusetzen. Fiir den Weiterbe-
trieb fallen gegebenenfalls Kosten fiir den Ersatz des Trans-
formators 30/10 kV und der Schaltanlage 30 kV an.

REFERENCES

EnWG, Gesetz iiber die Elektrizitits- und Gasversorgung
(Energiewirtschaftsgesetz), § 11 Abs. (1), 07.07.2005

K. Panos, Praxishandbuch Energiewirtschaft, 3. Aufl., Berlin
Heidelberg: Springer, 2013.

A. J. Schwab, Elektroenergiesysteme, 3. Aufl., Berlin Heidelberg:
Springer, 2012.

J. Schlabbach, D. Metz, Netzsystemtechnik, J.Schlabbach, Berlin:
VDE-Verlag, 2005.

ABB AG, Schaltanlagen Handbuch, 12. Aufl., Hrsg., S. Kdmpfer
und G. Kopatsch, Berlin: Cornelsen, 2011.

DIN VDE, DIN EN 50464-1:2012-06

M. Kliesch, F. Merschel, Starkstromkabelanlagen, R. R.
Cichowski, 2. Aufl., Frankfurt a. M.: EW Medien und Kongresse,
2010.

Nexanas Deutschland GmbH.,
http://www.nexans.de/service/Germany-

de DE/navigate 229026/N2XS F 2Y RM_6_10 kV.html,
Zugriff: 24.10.2014.

Helukabel GmbH. [Online],
http://www.helukabel.de/de/de/produkte/produkte detail.html?j la

[8] [Online],

91

nguage=de&productKey=STD%5c_STD 32560, Zugrift:
14.10.2014.
[10] Helukabel GmbH [Online],

http://www.helukabel.de/de/de/service/metallnotierung/service m
etallnotierung.html, Zugriff: 14.10.2014.



Implementation of a Solid-State Power Controller for
High-Voltage DC Grids in Aircraft

Michael Terorde, Florian Grumm, Detlef Schulz

Helmut Schmidt University / University of the Federal
Armed Forces Hamburg
mt@hsu-hh.de

Abstract—Conventional electrical distribution systems onboard
aircraft use a three-phase system with a typical voltage of 115
Vacor 230 Vac to supply electrical loads. Future aircraft demand
more electric power due to the replacement of hydraulic and
pneumatic systems by electrical ones and the increased use of
multimedia entertainment systems. However, the aircraft weight
can be decreased if a high-voltage direct current (HVDC) grid
with a voltage level of £270 Vpc or 540 Vpc is implemented to
supply the electrical loads. These higher voltages reduce cable
weight, but are a new challenge for solid-state power controllers
(SSPC), which are used as protection devices for cables and
loads. Currently available SSPCs are limited to lower voltages
and currents mainly because of the available power
semiconductors. A SSPC for aircraft applications with a nominal
voltage of 5S40 Vpc and a nominal load current of 10 A has been
developed at the Helmut Schmidt University in Hamburg in
cooperation with Airbus Group Innovation using SiC-MOSFETSs
and has been tested. In this paper the design and experimental
results are presented. The SSPC is able to supply itself from the
high voltage autarkic and can accomplish various functions.

Keywords: Aircraft, Circuit Breaker, More Electric Aircraft,
Silicon-Carbid, Solid State Power Controller

I. INTRODUCTION

The demand for passenger and cargo aircraft is predicted to
rise in the next decades. Especially due to increasing oil prices
the airline demand more efficient and lighter aircraft because
the operating costs are up to 50 % of the overall costs [1]. By
improving the aircraft the electrical system is of special focus
since the electrical power demand is rising. This is accounted
by the concept of More Electric Aircraft and the intensify
demand of multimedia entertainment systems by the
passengers.

Conventional aircraft use a three-phase system with 115
Vac or 230 Vac by either a fixed frequency of 400 Hz or a
variable frequency in range of 360 Hz to 800 Hz for most of
the electrical consumers [2]. Also a 28-Vpc-grid is used to

Housam Wattar, Jens Lemke

Airbus Group Innovation
Hamburg

supply loads with a low power consumption. SSPCs were first
used on 28 Vpc grids in military ground platforms. The fuses
and circuit breakers were replaced by more reliable and faster
electronic components. The first civil passenger aircraft with a
wide use of SSPCs is the A380 from Airbus [3], [4]. A SSPC
consists of power semiconductors and several components like
shown in Figure 1. SSPCs can be remote-controlled, do not arc
and can switch currents within 3 us [3]. They allow an arc fault
protection and an active control of current limits. They can also
be used for power management functions. But SSPCs are more
expensive compared to circuit breakers and normally depend
on an external energy source with a typical voltage of 28 Vpc.
At present, MOSFETs made of silicon (Si) are used. Due to
the large specific resistance at higher blocking voltages Si is
inferior to silicon carbide (SiC) [6]. Besides the lower specific
on-resistance at high voltages the maximum allowed
temperature is higher (200°C). The use of SiC JFETs need an
additional 28 Vpc grid because it is a normally on-device.

115 Vac

28 IVDc
5V internal <!
DC DC/DC converter
‘ 24 Ve /5 Ve
control - A 2
signal galvanic control >
- 1sola§ed ) B R logic s
communication 8! Y

(CAN) A isolated gate |
""""""" driver

Microcontroller
short-circuit detection
over-voltage protection

over-temperature protection
arc fault detection I — A

@ voltage sensor @

Figure 1. Basic set-up of AC Solid State Power Controller [11]

AC-SSPC

{ A} current sensor
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II.  FUTURE GRIDS

It is often suggested to use a high-voltage DC grid (HVDC)
in future aircraft with only one voltage level of weather 270
Vbe, £270 Vpc or 540 Vpe [3], [7], [8], [9]. The voltage value
of 270 Vpc is obtained by rectifying the conventional 115 Vac
of classical aircraft generators. The voltage of £270 Vpc or 540
Vpc are obtained by rectifying newer 230 Vac aircraft
generators [10]. Thereby, the high voltage leads to cable weight
reduction and the DC leads to lighter electronic converters
compared to AC/AC or AC/DC converters [1]. Since the DC
current does not automatically crosses zero twice per cycle
during a fault like in an AC power system, the protection is
more complex. Conventional circuit breaker would arc in such
a case and are relatively slow in shutting down a failure. If
SSPCs are used for primary flight system they are considered
essential meaning a claim of a high reliability is necessary.

III. NEw S1C-BASED HVDC-SSPC

To demonstrate the functionality of a HVDC-SSPC in
HVDC grids a prototype has to be developed. The following
requirements are defined for the new HVDC-SSPC:

e rated voltage of 540 Vpc

e  short-time high-voltage capable of 1 kV
e nominal current of 10 A

e nominal power 5,4 kW

e low voltage drop

Different ’t-curves are implemented for different current
values of 3 A, 7 A and 10 A imitating a thermal fuse behavior.
Additional goal of the research was that the new SSPC should
be supplied by the primary voltage and not being dependent on
an external 28-Vpc-supply. The communication should be
realized using the controller are network (CAN), which is the
state of the art in aircraft systems. The new SSPC is able to
shut off by:

e  overcurrent
e over-voltage
e  over-temperature 80°C

Additionally, under-voltage and under-temperature ratings
can be implemented. Using the voltage and current sensors
capacitive loads can be monitored. An additional conventional
thermal fuse is implemented on the printed circuit board (PCB)
as a backup option in case the SSPC’s power switches are
faulty, making the SSPC very reliable.

Si-MOSFETs are not suited for this application because of
the lower voltage level. The SiC-MOSFETs used are
APT40SM 120 from Microsemi with the parameters:

. Ip (25°C) =40 A

. Ip (100°C)=24 A

. Ipmax =100 A

. Verps) = 1,200 V

. Rpson) = 80 mQ

. max. Pv=215t0 273 W
. Ves=-10Vto25V

. Eas=221]

(Ip: drain current)

(Vr(ps): breakdown voltage)
(Roc(on): drain-source resistance)
(Py: power loss)

(Vs gate-source voltage)

(Eas: avalanche energy)

linear regulator for . isolated CAN- | !
microcontroller e--+ . l+--~ control-PC |
24V supply interface ' |
NS ﬁ
gate drive cirucuit
shunt
1 1 1
IR I~ [ ‘—W 540 Ve
output
o—d—

540 Vpce
input | fuse and input

<
L1
voltage .

measurement SiC-
MOSFETs - +

@

Figure 2. Schematic of the new HVDC-SSPC

current and
output voltage
measurement

Higher voltage spikes than the MOSFET rating, due to
inductive load switching, are suppressed by two transient
voltage suppressor diodes (TVS-diodes) in series connection,
each having a rating of 450 V. Positive voltage spike for source
to drain are not blocked due to the inherent body-diode. The
schematic showing the basic modules is shown in Figure 2.
The main components are the two parallel SiC-MOSFETs, the
gate drive circuit including the isolated DC/DC-converters,
bias power supply (linear regulator) and input/output circuits to
measure and to control the device. Two SiC-MOSFETs in
parallel are sufficient to satisfy the maximum allowed voltage
drop at nominal load current. Using several sensors to
determine the input voltage, output voltage, the load current
and the temperature turns the SSPC into a monitoring system.
The current is sensed using a high voltage current shunt
monitor of type AD8212 combined with a pnp-bipolar junction
transistor (BJT) to withstand the high voltage. The SSPC shall
be activated with a CAN bus. Thereby, the SSPC can
communicate the electrical and thermal measures to the main
controller.

The semiconductor losses Py are:

Py =2-(5A)%-80mQ =4 W

Choosing low energy parts, the own power consumption Pg
of the device is:

Pg =24V -14mA = 0,34 W
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The power loss Pnpn270 produced by the npn-BJT of the

linear regulator is:

Popnz7o = (270V — 24V) - 14mA = 3,4 W
To cool the npn-BJT a big cooling device with a thermal
resistance of 6 K/W is used.

The SSPC is autarkic because it is supplied from the main
high DC voltage using a linear regulator shown in Figure 3.
The npn-BJT (BJTI) is blocking the main part of the high
voltage and is controlled in such a way by the zener diode ZD
with a breakdown-voltage of 28 V that the voltage across the
capacitor Cpc is nearly constant 28 V. The resistor Rz is
limiting the maximum current through the zener diode. Test
showed that to activate the microcontroller an input voltage of
at least 120 V is necessary.

540 Vpce
V;
R,
1 BJTI
V28V
O
AN/ S o

Figure 3. Linear regulator to achieve an autarkic HVDC-SSPC

A picture of the top side of the HVDC-SSPC showing the
main components can be seen in Figure 4. At the bottom-side
only small surface mount devices are installed (e.g. CAN-
transceiver, temperature sensor, backup thermal fuse, TVS-

diodes).

24V 540 V

Ground connector connector

npn-transistor

DC/DC-
converter

SiC-MOSFET

Microcontroller-

Shunt

PELLELLARIALARARLLA) L

CAN:-interface

Figure 4. Toplayer of the HVDC-SSPC showing the main components

The complete SSPC is inserted into a case made of
transparent Makrolon (polycarbonate) allowing visual
inspection, as shown in appendix Figure 9. It can withstand
temperatures up to 150°C and voltages beyond 10 kV. Small
drills distributed on the case allow air circulation. The npn-
BJT as well as the SiC-MOSFETs are equipped with heat
sinks.

IV. EXPERIMENTAL RESULTS

The basic test setup for the experiments is shown in Figure
5. The voltage Vix is generated by multiple DC power supplies
of type SM 660-AR-11. The load is represented by a Chroma
63803 electrical load. The measurements have been done
using an oscilloscope LeCroy WaveRunner HRO 64Zi and
temperature camera FLIR 17. The SSPC should withstand the
requirements made in MIL-STD-704 rev. F extrapolated to
540Vpc. The SSPC is typically activated allowing a load to be
supplied and the electrical parameters to be monitored. In case
of improper operation conditions the SSPC turns-off and sends
a failure message via CAN to the control-PC.

VSSPC
JE—
Ii" I]oad
SiC-DC-
Vin l <> SSPC Zlcad lVload
H

y CAN

PC

Figure 5. Basic test setup

The following tests have been accomplished:

e test by maximum MOSFET voltage (MOSFETs
turned-off)

e switching at high voltage and different current ratings

e measuring the SSPC temperature by 270 V and
different current ratings

e testing thermal fuse behavior (/% behavior)

The temperature curve at Vi, = 270 Vpc at different load
currents is shown in Figure 6. With uninterrupted load currents
of 3A,7 A, 10 A and 15 A the device’s temperature has been
measured every 10 s, starting from a room temperature of
25°C. At the lowest load current of 3 A the steady-state
temperature of 40°C is reached after 60 s. The hottest part in
this case is the npn-BJT of the linear regulator. The final
temperature at a current of 7 A is 85°C and at 10 A is 125°C.
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The device attains temperatures up to 150°C at a load current
of 15 A. In all cases, except for 3 A, the hottest part has been
the SiC-MOSFETs According to aerospace requirements,
requiring the SSPC temperature to be lower than 90°C, the
SSPC is suited for loads that demand up to 7 A. Above 7 A the
device has to be equipped with a bigger passive heat sink or an
active cooler.

IL,=15A

3

=

L,=10A

temperature —

0 100 200 300 400 s 600

500,
time—»

Figure 6. Temperature curve by Vi, =270 Vpc and different load currents

Another test with increasing currents shows the thermal
fuse behavior of the SSPC in case the programmed nominal
current limit is exceeded. Therefore, the time is measured after
the load current is flowing, being 0 A before. Two different
nominal currents 7, (3 A and 7 A) were tested. With a preset
current rating of 3 A, a load current of 4 A is turned off after 7
s. A load current of 6.5 A is accepted for 2.5 s. As can be seen
in figure 7, the SSPC turns off immediately if the maximal
overcurrent is reached. This thermal fuse behavior can easily
be adapted by software.

8
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07 ‘\
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5 L=3A
5 ’\\‘/ .
\ NI h=TA
4 o
N
5 §
2 'l =
1 """" -
‘1 \
0
4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 4 14

current —

Figure 7. Reaction time of programmed fuse behavior

To demonstrate the basic SSPC-operation of fast switching,
a load current has frequently been turned-on and off every 500
ps with a nominal load current of 3 A and a voltage of 540 V
by the HVDC-SSPC as shown in Figure 8. The turn-on time is
20 ps and the turn-off time 3 ps. The turn-on time is higher due

to the used DC-source. This fast switching is sufficient for the
aircraft application.

Toa=3 A

0 0.2 0.4 0.6 0.8 1 12 1.4 1.6 1.8 ms 2
time —

Figure 8. Nominal load current of 3 A turned-on and off via the HVDC-
SSPC

All experimental tests prove the correct functionality of the
HVDC-SSPC.

V. CONCLUSIONS

The problem of building a suited solid-state power
controller for future high-voltage DC grids in aircraft is
addressed. A prototype of a new HVDC-SSPC has been
described in detail. Therefore, SIC-MOSFETSs have been used
instead of Si-MOSFETs. The HVDC-SSPC has been tested on
a test bench and could fulfill all requirements. Thereby, fault
protection and power management in DC grid with voltages up
to 540 Vpc can be ensured. Future enhancements can include
arcing detection and soft-start capability to minimize inrush
currents.

APPENDIX

= 2 ad
T ———— e o

T

Figure 9. The complete HVDC-SSPC with the polycarbonate case
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