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Kurzfassunq:

Bei Lastschaltungen in Inselnetzen kann es aufgrund des geringen Verhaltnisses der
installierten Erzeugungsleistung zur Lastanderung zu kritischen Frequenzschwankungen
kommen. Daher ist es wichtig bereits vor einer Schaltung abschatzen zu kdénnen, in welcher
Grofenordnung der resultierende Frequenzeinbruch liegen wird. In diesem Paper wird eine
Methode vorgestellt, welche es erlaubt die maximale Frequenzabweichung anhand weniger
Systemparameter zu bestimmen, ohne dass dafur komplexe dynamische Simulationsmodelle
notwendig sind. Dazu werden zunachst die physikalischen Zusammenhdnge in einem
Inselnetz anhand einfacher Rechenbeispiele dargelegt. AnschlieRend wird mit Hilfe eines
dynamischen Kraftwerkmodells und Messdaten aus Inselnetzversuchen die Methode erlautert.

Keywords: Inselnetz, transiente Stabilitdt, Blackout, Notversorgung, ROCOF, Bestimmung
Frequenzextrema

1 Einleitung

Unsere moderne Gesellschaft ist in einem extremen Male von der elektrischen Energie-
versorgung abhangig. Die Folgen eines langandauernden und grofflachigen Stromausfalls
bedrohen damit nahezu alle Bereiche unseres Lebens. Eine Notversorgung der kritischen
Infrastruktur durch Inselnetze, gespeist von den lokal vorhandenen Erzeugungsanlagen, kann
in diesen Fallen den Schaden erheblich minimieren. [1] Das Forschungsprojekt LINDA
entwickelt ein allgemeingultiges Konzept fur den stabilen Inselnetzbetrieb im Notversorgungs-
fall [2].

In drei Inselnetzversuchen hat sich gezeigt, dass insbesondere die Frequenzschwankungen
bei grolRen Lastspringen eine Herausforderung fir die Systemstabilitat darstellen. Bei
Schaltungen von Netzstrangen oder kritischen Verbrauchern wie z.B. Pumpstationen einer
Wasserversorgung wahrend der Inselnetzversorgung sind Lastspringe mit einem hohen
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Verhaltnis an Last zu verfugbarer Erzeugungsleistung nicht immer zu vermeiden. Abbildung 1
zeigt beispielhaft die maximal aufgetretenen Frequenzabweichungen bei verschiedenen
Lastspriingen in zwei Inselnetzen, welche von einem 6-MVA-Generator gespeist wurden.
Breits bei Lastdnderungen von 500 kW treten hier Schwankungen von ca. 2 Hz auf.

Auch in einer Notversorgungsinsel sind nicht : 5
beliebige Frequenzen zulassig, da diese zu [
Schutzauslésungen fihren, die Systemstabilitat .,
gefahrden oder die Betriebsmittelsicherheit
gefahrden konnen. Daher muss bereits im Vorfeld -
abgeschatzt werden, welche maximalen Fre- e
guenzschwankungen bei einer Lastschaltung zu
erwarten sind. Ublicherweise werden dazu L L 5
transiente Simulationsmodelle verwendet, die das Niaca
dynamische Verhalten der Erzeugungseinheiten
sowie der Lasten nachbilden. Insbesondere in
kleinen Inselnetzen mit wenigen Erzeugungs- und Lasteinheiten muss deren Individual-
verhalten mitberlcksichtigt werden, weswegen Standardmodelle nur eingeschrankt verwendet
werden konnen. Die Erstellung und Parametrierung komplexer individueller Modelle ist jedoch
sehr zeit- und kostenintensiv. [3]

~1000 500 L0 500 1000

Afiae in Hz

Abbildung 1: Maximale Frequenzabweich-
ungen in einem Inselnetz nach Lastspriingen

In diesem Paper wird daher am Beispiel eines Laufwasserkraftwerks gezeigt, dass die zu
erwartende maximale Frequenzabweichung nach einer Lastanderung bereits anhand weniger,
einfach zu ermitteInder Parameter abgeschatzt werden kann. Dazu werden zunachst die
theoretischen Zusammenhange zwischen der Systemtragheit, der gespeicherten kinetischen
Energie und der Frequenz erldutert. Mit Hilfe eines transienten Kraftwerkmodells und
Messungen wird die Methode zur Bestimmung der maximalen Frequenzabweichung
vorgestellt. AnschlieBend wird auf die Ubertragbarkeit auf andere Kraftwerke der Methodik
eingegangen und Handlungsempfehlungen daraus abgeleitet.

Ziel dieses Papers ist die konservative Abschatzung flr die maximal auftretenden
Frequenzabweichungen bei einer Lastschaltung mit Hilfe weniger Parameter. Diese soll als
Entscheidungshilfe bei geplanten Schalthandlungen dienen um bei kritischen Lastschaltungen
die Systemstabilitat nicht zu gefdhrden. Im Fokus steht daher eine einfache Anwendbarkeit.
Die Nachbildung der zeitlichen Frequenzverlaufe mit einem moglichst geringen Fehler wird
nicht angestrebt.

2 Theoretische Grundlagen

2.1 Herleitung ROCOF

Da die Frequenzanderung in den folgenden Untersuchungen eine entscheidende Grofie ist,
soll diese zunachst hergeleitet werden. Dazu wird ein einfaches Inselnetz betrachtet, welches
lediglich aus einer ohmschen Last besteht, die von einer direkt netzgekoppelten Synchron-
maschine versorgt wird. Das Tragheitsmoment J des Generators wird gemal Formel 1 aus
der Tragheitskonstante H in Sekunden und seiner Nennscheinleistung S, in VA bestimmt.
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2HS,

/= 5

(21 fn)

Die Nennfrequenz f, der elektrischen Maschine betragt Ublicherweise 50 Hz. Die in der
rotierenden Maschine gespeicherte Energie Exin lasst sich Gber Formel 2 ermitteln.

= konst. (1)

1
Exin = 5) 0 (2)

Wobei wm die Kreisfrequenz bei der momentanen Netzfrequenz f, bezeichnet.
W = 2T frm (3)

In eingeschwungenem Zustand bleibt bei konstanter Frequenz ist die gespeicherte kinetische
Energie ebenfalls konstant. Unter Vernachlassigung der Verluste, entspricht die zugefiihrte
mechanische Turbinenleistung Pmech der elektrischen Verbraucherleistung Pe.. Andert sich die
elektrische Leistung, muss die mechanische Leistung an diese angepasst werden. Hiermit
sind, je nach Kraftwerkstyp mechanische oder teilweise auch chemische Prozesse verbunden
(z. B. Vergrofierung der Turbinenventil6ffnung). Daher wird eine gewisse Zeit bendtigt, bis das
Leistungsgleichgewicht wiederhergestellt ist. Die resultierende Leistungsdifferenz AP flhrt zu
in einer Anderung der gespeicherten kinetischen Energie Ey;,, welche der Ableitung von
Formel 2 entspricht.

Prech — Pey = AP = Ekin =] (Zn)z f(®) f(t) 4)

Die Frequenzanderung oder ROCOF (rate of change of frequency) ergibt sich damit aus
Formel 1 und 4.

AP f?

2HS f(0) ®)

f@© =
Wird der ROCOF nur nach einer Last- oder Erzeugungsanderung zum Zeitpunkt to um die
Nennfrequenz betrachtet, vereinfacht sich Formel 5 zu bekannter Form, wobei AP, die
Leistungsdifferenz nach Formel 4 zum Zeitpunkt to ist.

APy f

2HS ©)

f(to) =

2.2 System ohne Frequenzregelung

Mit Hilfe der Formeln 1-6 lasst sich nun die Frequenzantwort, der Verlauf der gespeicherten
kinetischen Energie und die Frequenzanderung eines verlustlosen Systems nach einem
Lastsprung berechnen. Als Generatorscheinleistung wird hierbei 6 MVA angenommen. Die
Last besitzt eine Leistung von 2 MW. Zum Zeitpunkt to = 0 s erhoht sich diese sprunghaft auf
2,3 MW. Die sich ergebenden zeitlichen Verlaufe sind fur zwei Tragheitskonstanten H (2,0 s
und 2,5 s) des Generators in Abbildung 2 dargestellt. Die Frequenzregelung des Generators
ist dabei zunachst deaktiviert, so dass die mechanische Leistung an der Generatorwelle
konstant auf einem Wert von 2 MW bleibt. Aufgrund des gréReren Tragheitsmoments ist in
dem System mit H = 2,5 s initial eine grolRere Energie gespeichert. Aufgrund der hdheren
Tragheit ist die Frequenzanderung zum Zeitpunkt to ist in diesem System ebenfalls geringer.
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Durch den Lastsprung stellt sich bei deaktivierter Turbinenregelung ein konstantes Leistungs-
ungleichgewicht zwischen bereitgestellter mechanischer Leistung und elektrischer
Lastleistung ein. Dies fuhrt nach Formel 4 zu einer konstanten Abnahme der gespeicherten
kinetischen Energie. Da in dem System mit der kleineren Tragheit vor dem Lastsprung weniger
kinetische Energie gespeichert ist, kommt dieses schneller zum Stillstand. Die Frequenz sinkt
dabei mit der Wurzel aus der momentanen kinetischen Energie.
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Abbildung 2: Systemgrofien nach einem Lastsprung mit verschiedenen Tragheiten ohne aktive Frequenzregelung

Dieses Beispiel zeigt deutlich, dass Systeme mit einer grof3eren Tragheit gedampfter auf
Stérungen oder Lastdnderungen reagieren. Ist in einem Netz nicht nur eine Synchron-
maschine, sondern mehrere rotierende Erzeugungseinheiten oder direktgekoppelte
motorische Lasten angeschlossen, missen diese daher fir eine korrekte Berechnung der
Systemzustande mit einbezogen werden. Die Scheinleistung S und die Tragheitskonstante H
mussen dann durch ihre aggregierten Werte Sges und Hges ersetzt werden.

- (7)
Sges = Z S
i=1
n_H.S:
ngs _Li=1r e (8)
Sges

In dieser Summe entspricht n der Anzahl der Betriebsmittel, welche eine Tragheit besitzen.
Aus Griinden der Ubersicht wird im Folgenden die Systemtragheit jedoch nur mit H S
bezeichnet.
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2.3 System mit Frequenzregelung

Das zuvor betrachtete System mit einer Tragheitskonstante von H =2 s wird nun um eine
aktive Frequenzregelung des Kraftwerks erweitert. Diese steigert ab dem Zeitpunkt des
Lastsprungs to = 0 s die mechanische Leistung mit einem Gradienten (ramping rate) von
0,015 MW/s. Die Leistungsdifferenz AP aus elektrischer Lastleistung und mechanisch bereit-
gestellter Leistung ist daher zum Zeitpunkt des Lastsprungs am groRten.

Beit = 20 s deckt die Turbinenleistung den elektrischen Verbrauch vollstandig. Deshalb ist zu
diesem Zeitpunkt AP = 0 und die Frequenz erreicht nach Formel 5 ihr Minimum. Ab t =20 s
Ubersteigt die Turbinenleistung den elektrischen Verbrauch, was zu einem Beschleunigungs-
moment der Maschine und damit einer steigenden Frequenz fuhrt. Die Zeit zwischen dem
Lastsprung und der maximalen Frequenzabweichung Afmax wird im Folgenden als tmaxaf
bezeichnet.

Da die Frequenzanderung proportional zu AP / f(t) ist und AP aufgrund des ramping abnimmt,
ist diese zum Zeitpunkt to absolut am grofiten. Eine sehr einfache konservative Abschatzung
von Afmax ist daher die Berechnung des ROCOF zum Zeitpunkt to nach Formel 5 und der
Annahme, dass die Frequenz mit diesem Wert linear bis zum Zeitpunkt tmaxar abfallt, dargestellt
in Abbildung 3. Der Wert dieser Abschatzung wird im Folgenden als f.a¢ir bezeichnet und liegt
mit 37,5 Hz deutlich unter Afmax mit 43,3 Hz.

N T T T
I 50 |
S
8— 40 - nadir .
|I 35 | | | I | | | |

-10 -5 0 5 10 15 20 25 30 35
= ' ]
S 24 .
£ Pa
8” 22 mech ‘ ]
5
&9 -
ﬁi | | | I | I | |

-10 -5 0 5 10 15 20 25 30 35

ROCOF in Hz/s
)
()]
[
|

-1 ! | ! | ! | |
-10 -5 0 5 10 15 20 25 30 35

Zeitin s

Abbildung 3: SystemgroRen nach einem Lastsprung mit aktiver Frequenzregelung
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2.4 Benotigte Parameter fur eine Abschatzung von Afmax

Die einfachen Rechenbeispiele des vorherigen Abschnitts zeigen, dass bereits mit wenigen
Parametern das Frequenzverhalten nach einem Lastsprung abgeschatzt werden kann.

Die installierte Leistung und die Tragheitskonstante des Kraftwerks, sind Grofien die meist
dem Datenblatt des verbauten Generators entnommen werden koénnen.

In einer Notversorgungsinsel werden die grofiten Lastspriinge haufig durch den kritischen
Verbraucher verursacht, wie z. B. den Pumpen einer Trinkwasserversorgungsanlage. Da das
Notversorgungskonzept auf diese Lasten ausgelegt werden muss, ist es wichtig, dass sie im
Vorfeld untersucht werden. Anhand deren Datenblatter oder z. B. Messungen am Verbundnetz
kann der Lastsprung APq bei einer Zuschaltung ermittelt werden.

Neben diesen Groflen zeigt das Beispiel aus Abbildung 3, dass die ramping rate des
Kraftwerks und damit die Zeit tmaxar€inen entscheidenden Einfluss auf das Frequenzverhalten
und somit auf die maximale Frequenzabweichung Afqax haben. In den folgenden Abschnitten
wird daher gezeigt, dass sich diese Grofien mit wenigen einfachen Messungen abschatzen
lassen.

3 Bestimmung von tmaxas

3.1 Simulative Abschatzung von tmaxaf

Im Folgenden wird untersucht, wie sich die Leistungssteigerung in einem realen Kraftwerk
verhalt. Dazu wird das dynamische Verhalten eines Laufwasserkraftwerks im suddeutschen
Raum mit einer Generatorscheinleistung von 6 MVA analysiert. Der Generator hat eine
Tragheitskonstante von H=2s und wird durch eine Kaplanturbine mit einer maximalen
Leistung von ca. 4,5 MW angetrieben.

Zunachst wird das dynamische Verhalten mit Hilfe eines transienten Rechenmodells des
Kraftwerks untersucht. Das Modell bildet alle wesentlichen Komponenten der Turbine, wie den
Leitapparat, das Laufrad, das Turbinenkennfeld flir den gesamten Arbeitsbereich sowie den
Einfluss der Fallhéhe nach. Die Nichtlinearitdten der Komponenten werden entsprechend
berlcksichtigt. Die Frequenzregelung und das Erregermodell wurden in Abstimmung mit den
Herstellern implementiert. Zur Validierung des Modells wird auf die aufgezeichneten
Messwerte aus mehreren Inselnetzversuchen zurtickgegriffen. Abbildung 4 zeigt exemplarisch
den gemessenen und den simulierten Frequenzverlauf bei der Zuschaltung einer
0,7-MW-Pumpenanlage. Eine genaue Beschreibung des Modells kann [3] enthommen
werden.
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Abbildung 4: Vergleich zwischen der gemessenen Frequenz fmess und dem simulierten Frequenzverlauf fsim bei
der Zuschaltung einer 0,7-MW-Pumpenanlage

Mit Hilfe des Simulationsmodells konnte gezeigt werden, dass durch die Fixierung des
Laufrades auf einen groRen Winkel, das dynamische Verhalten der Turbine wesentlich
verbessert werden kann und damit die auftretenden Frequenzabweichungen reduziert werden.
Dies wurde in mehreren Inselnetzversuchen bestatigt. [3] Das Turbinenverhalten entspricht
hierbei nadherungsweise dem einer Francisturbine. Da sich dieser Betriebsmodus kosten-
gunstig implementieren lasst und fur Inselnetzversorgungen bewahrt hat, wird das Laufrad in
den folgenden Untersuchungen auf 0,6 pu fixiert. Bei einer Fallhéhe von 7,5 m liegt die
maximale Turbinenleistung in diesem Fall bei ca. 3,8 MW.

Das Kraftwerksmodell wird nun mit verschiedenen Lastspringen AP, ansteigender Hohe
belastet. Die Vorbelastung des Kraftwerks liegt bei 1 MW. Die entsprechenden Frequenz-
antworten sind in Abbildung 5 zu sehen. Es wird deutlich, dass trotz der Nichtlinearitaten des
Leitapparats und des Turbinenkennfelds die Zeit tmaxar bis zum ersten Frequenzminimum nur
geringfligig anwachst. So liegt sie bei einem Lastsprung von 0,1 MW bei 4,0 s und bei einem
Lastsprung von 2 MW bei 4,57 s.
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Abbildung 5: Frequenzantwort nach unterschiedlichen Lastspriingen APo, bei einer Vorbelastung Po = 1 MW und
einem festen Laufrad = 0,60 pu

Wahrend tmaxar NuUr eine geringe Abhangigkeit von APg besitzt, hat die Vorbelastung Py des
Kraftwerks vor dem Lastsprung einen deutlich groReren Einfluss. In Abbildung 6 ist dieser
Zusammenhang dargestellt. Mit steigendem Auslastungsgrad der Turbine nimmt auch tmaxar
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zu. Diese Zunahme I8sst sich fur Lastspringe kleiner 1 MW in guter Naherung mit der
folgenden linearen Formel beschreiben.

S
tmaxay = 0,926 7 Po +3,01s (9)

6.5 T

0 0.2 0.4 0.6 0.8 1 1.2 1.4 1.6 1.8 2
Lastsprung AP, in MW

Abbildung 6: Simulierte Zeit tmaxar in Abhangigkeit der Turbinenvorbelastung Po und der Lastsprunghdhe APo bei
einem konstantem Laufrad von 0,6 pu - Approximation nach Formel 10 (gestrichelt)

Da sich die Stellzeit des Leitapparats sowie die Parametrierung des Turbinenreglers mit
steigender Auslastung nicht &ndern, ist der in Formel 9 beschrieben Effekt auf die Form des
Turbinenkennfelds zurtckzuflihren. Abbildung 7 zeigt die Leistungskurve der Turbine bei
einem festen Laufrad von 0,6 pu in Abhangigkeit von der Leitapparatéffnung. Mit steigender
Auslastung flacht die Kurve merklich ab, weshalb der sich Leitapparat bei einem Lastsprung
APy bei hoherer Vorbelastung weiter 6ffnen muss. Da die Stellgeschwindigkeit des
Leitapparats unabhangig von der Auslastung ist, bendtigt sie fir eine gréRere Offnung
proportional mehr Zeit, was in einem Anstieg der Zeit tmaxar resultiert.
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Abbildung 7: Turbinenleistung in Abhangigkeit des Leitapprats bei einem konstanten Laufrad von 0,6 pu

Abbildung 6 zeigt aullerdem, dass mit einer Steigung von ca. 0,493% AP, die grofte Abhan-
gigkeit von der Lastsprunghdhe bei niedrigen Vorbelastungen auftritt. Fir eine konservative
Abschatzung kann daher unabhangig von der Vorbelastung Po von dieser Steigung in
Abhangigkeit der Lastsprunghdhe APy ausgegangen werden. Formel 9 wird daher um diese
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Abhangigkeit erweitert und man erhalt den folgenden Zusammenhang zur Abschatzung von
tmaxar fUr den gesamten Arbeitsraum.

S S
tmaxa ~ 0,926 3077 Po + 0,493 70 AP +3,01s (10)

Die Approximationswerte flr tmaxar aus Formel 9 sind zum Vergleich mit den Simulationswerten
ebenfalls in Abbildung 6 dargestellt. Die gemessenen Zeiten weichen bei Vorbelastungen Py
ab ca. 2 MW sowie bei Lastzuschaltungen Uber 1,2 MW deutlich von den Naherungswerten
ab. Da die Frequenzen nach diesen Schaltungen deutlich unter 45 Hz einbrechen, sollten
grolRe Zuschaltung in diesen Betriebszustdnden nach Mdglichkeit vermieden werden. Bei
Lastzuschaltungen unter 1,2 MW und Vorbelastungen kleiner 2 MW zeigt die Approximation
nach Formel 10 jedoch eine gute Ubereinstimmung mit den simulierten Zeiten.

Zur besseren Vergleichbarkeit mit anderen Kraftwerken kann Formel 10 auch auf die maximale
Turbinenleistung von 4,5 MW bezogen werden (siehe Formel 11). Die Leistung der Vorbelas-
tung Py sowie der Lastsprung APy sind hier ebenfalls in pu bezogen auf die maximale
Turbinenleistung anzugeben.

s s
tmaxaf & O'ZOSp_u Py + 0,110p—u AP +3,01s (11)

3.2 Vergleich der simulativen Abschatzung von tmaxat mit Messung

Das simulierte Verhalten soll nun anhand von Messungen Uberpruft werden. Dazu versorgt
das Kraftwerk wie zuvor in der Simulation eine rein ohmsche Lastbank, die mit zusatzlichen
Lastspringen die Insel dynamisch anregt. Die Vorbelastung Po und Hohe der Lastspringe APq
konnen der Tabelle 1 entnommen werden. Die gemessenen Frequenzverlaufe sind in
Abbildung 8 zu sehen. Tabelle 1 zeigt aulerdem die gemessenen Zeiten flr tmaxar SOWie die
entsprechend approximierten Werte nach Formel 10. Die Messungen bestatigen den zuvor
ermittelten linearen Zusammenhang zwischen der Zeit tmaxar und Po sowie APg.
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Abbildung 8: Gemessene Frequenzantwort nach Lastspriingen APo bei verschiedenen Vorbelastungen Po
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Tabelle 1: Parameter der gemessenen Lastspriinge

Vorbelastung ‘ Lastsprung ‘ tmaxaf tmaxa NAch
Po APo gemessen | Formel 10
0,66 MW 0,52 MW 3,6s 39s
0,66 MW 1,00 MW 42s 42s
1,17 MW 0,51 MW 43s 44s

4 Berechnung des Frequenzverlaufs

Nachdem gezeigt wurde, dass sich tmaxar @anhand von APy und der Kraftwerksvorbelastung
abschatzen lasst, wird nun das reale ramping-Verhalten des Laufwasserkraftwerks untersucht.
Hierzu werden wieder die Messungen der Lastzuschaltungen aus den vorherigen Versuchen
herangezogen. Da die tatsachliche Turbinenleistung nur mit sehr groBem Aufwand direkt
gemessen werden kann, wird diese mit Hilfe von Formel 12 bestimmt. P" entspricht dabei der
Leistungsdifferenz aus der elektrisch gemessenen Leistung und der aus dem rotierenden
System ausgespeicherten Leistung. P" beinhaltet damit die mechanische Turbinenleistung
Pmech sOwie Leistungsanderungen des Generators auf Grund von Ausgleichsvorgangen nach
schnellen Zustandsanderungen [4].
(0,5] w?(t;)) — (05] w?(ti-1))

P'(t;) = Pe(t;) + P (12)

Die Messdaten liegen in einer Auflésung von 10 ms vor. P’(t) ist die ausgespeicherte Leistung
zum Zeitpunkt t;, wobei ti.1 den vorhergehenden Zeitschritt bezeichnet. Abbildung 9 zeigt die
gemessenen und die berechneten Werte fur die dritte Lastzuschaltung aus Tabelle 1 mit
APy = 0,51 MW bei einer Vorbelastung von ca. 1,17 MW.
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Abbildung 9: Vergleich des gemessenen mit dem berechneten Systemverhalten nach einer Lastzuschaltung

Infolge des Lastsprungs springt instantan auch P’ an. Eine sprunghafte Anderung der
mechanischen Leistung ist jedoch nicht moglich. Zum einen mussen flr eine
Leistungssteigerung der Turbine die Stellglieder angepasst werden, zum anderen reagiert der
Turbinenregler nur auf die Abweichung der Frequenz vom Sollwert, welche zu diesem
Zeitpunkt nahezu Null ist. Die Differenz von P und der Ausgangsleistung von 1,17 MW stellt
daher nicht den Anstieg der mechanischen Turbinenleistung dar, sondern ist auf die
Ausgleichsvorgange des Generators im (sub-)transienten Bereich nach schnellen Zustand-
sanderungen zurlckzufihren [4]. Wird dieser Einfluss von P abgezogen, ergibt dies den
zeitlichen Verlauf der mechanischen Turbinenleistung. Dieser entspricht einem
PT2-Verhalten. Wird dieses mit einer linearen ramping rate wie sie in den vorherigen
Rechenbeispielen angenommen wurde verglichen (Abbildung 9 (Mitte)), so zeigen sich nur
geringe Abweichungen im zeitlichen Verlauf.

Die Energiedifferenz Epir der zugeflhrten Leistungen (P” und Pmechsim) bis zum Zeitpunkt tmaxas
betragt 124 kWs (siehe Formel 13). Dies entspricht ca. 10 % der zusatzlich eingespeisten
Energie Eramping aufgrund des rampings in diesem Zeitraum (siehe Formel 14).

1"



15. Symposium Energieinnovation, 14. bis 16. Februar 2018, Technische Universitat Graz, www.EnInnov.TUGraz.at
ISBN 978-3-85125-586-7 DOl 10.3217/978-3-85125-586-7

tmaxAf
Epirr = f (Pmech,sim — P") dt = 124 kW' (13)
t

o

tmaxAf

Eramping = ft (Pmech,sim — Py)dt (14)
Der gemessene Frequenzeinbruch ist daher etwas geringer als in der Berechnung. Das
Frequenzminimum ist hier mit 47,55 Hz um 0,3 Hz gréer als der gemessene Wert (47,35 Hz).
Zur Berechnung des Frequenzgradienten aus der gemessenen Frequenz wurde ein gleitender
Mittelwert von 500 ms gemaR [5] verwendet (siehe Formel 15). Hierbei entspricht n der Anzahl
der Messzeitpunkte ist.

n
d 1 i — fi-
4 1y fizfo (15)
dt n 4 ti - ti—l
=1

Aufgrund der transienten Leistungsreaktion der Maschine nach dem Lastsprung tritt das
absolute Maximum des Frequenzgradienten erst nach Abklingen der Ausgleichsvorgange, ca.
1,4 s nach dem Schaltereignis auf. Der absolute Extremwert betragt hier 0,92 Hz/s und liegt
leicht unterhalb des mit Formel 5 errechneten absoluten Gradienten von 1,06 Hz/s.

Mit Hilfe dieses Extremwerts lasst sich wieder fhagir bestimmen, indem von einer linearen
Frequenzanderung bis tmaxar ausgegangen wird. fnagir betragt in diesem Fall 45,22 Hz und liegt
mit einer Differenz von 2,13 Hz deutlich unterhalt der tatsdchlich gemessenen Minimal-
frequenz.

Dieses Beispiel zeigt, dass die ramping rate der Turbine ab der Lastschaltung linear
angenommen werden kann. Da auch die Zeit tmaxar aufgrund der linearen Abhangigkeit von
APy und P approximiert werden kann lasst sich die maximale Frequenzabweichung einfach
berechnen.

5 Annahmen zur einfachen Abschatzung der maximalen Frequenz-
abweichung

Entspricht der Leistungsverlauf der zugeschalteten Last naherungsweise einem einfachen
Lastsprung, kann die Energie des Systems zum Zeitpunkt tmaxar, bei einer linearen ramping
rate bestimmt werden:

APyt Af
Ekin(tmafo) = Ekin(to) - % (16)

Wobei Eiin(to) die kinetische Energie des Systems zum Lastsprungzeitpunkt ist (siehe
Abbildung 10).
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Abbildung 10: Ausgespeiste Energie nach einem Lastsprung und einer linearen ramping rate

Wird Formel 2 nach der Frequenz umgeformt, ergibt sich die minimale Frequenz Afmax zum
Zeitpunkt tmaxar ZU:

2 Ekin (tmafo)

(17)

Zur Berechnung von fhagir muss zunachst mit Formel 5 der theoretisch maximale Frequenz-
gradient zum Lastsprungzeitpunkt to bestimmt werden.

AP, fif

fnadir(tmafo) = f(to) + f(to) bnaxar = f(to) + m Cmaxaf

(18)

Bei dynamischen Lasten, welche einen transienten Leistungsverlauf nach der Zuschaltung
aufweisen, wie es beispielsweise bei Pumpenanlagen der Fall ist, gilt der Zusammenhang aus
Formel 16 nicht mehr. Da die ausgespeicherte Energie dem Integral der Differenz aus der
elektrischen Lastleistung und der mechanischen Turbinenleistung Uber der Zeit entspricht ist
hier eine detailliertere Betrachtung nétig. Abbildung 11 zeigt ein Beispiel flr einen nicht
sprunghaften Leistungsverlauf der Last nach der Zuschaltung sowie die ausgespeicherte
kinetische Energie bei einem angenommenen ramping der Turbine.
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Abbildung 11: Beispiel fur einen nicht sprunghaften Verlauf der Lastleitung nach der Zuschaltung und die ausge-
speicherte kinetische Energie bei einem angenommenen Turbinen-ramping

Fir eine einfache Abschatzung kann aber weiterhin von einer sprungférmigen Belastung
ausgegangen werden. Allerdings muss dafir die Lastsprunghthe AP, entsprechend
angepasst werden. Denkbar ware hier z. B. diese auf den stationaren Leistungswert der Last
oder deren absolutes Maximum im transienten Anlaufvorgang zu beziehen. Fir eine
allgemeine Empfehlung missen jedoch weitere Lasten und Kraftwerke untersucht werden.

Bei dynamischen Lasten kann es aullerdem zu unginstigen Anregungen des Systems
kommen, wenn Leistungsspitzen der Last mit Zeitkonstanten der Kraftwerksregelung zusam-
menfallen. Diese kdnnen zu gréReren Frequenzabweichungen oder schlimmstenfalls gar zu
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ungedampften Schwingungen fiihren. Dieses geringe Restrisiko kann durch die einfache
Abschatzung mit der beschriebenen Methode erfasst werden. Um diese Wechselwirkung
entsprechend nachzubilden ist eine aufwandige detaillierte Modellierung flir transiente
Simulationen aller beteiligten Komponenten notwendig.

6 Verallgemeinerung des Konzepts

In den vorherigen Untersuchungen hat sich gezeigt, dass eine wesentliche Hauptgréf3e fir
eine Abschatzung des Frequenzextremums die Zeit tmaxar ist. Im Abschnitt 3 wurde die
Abhangigkeit dieser Zeit von der Turbinenauslastung und der Lastsprunghdhe AP betrachtet
und eine Naherung hergeleitet (Formel 10). Da tmaxar im Wesentlichen von der Parametrierung
des Frequenzreglers, der Stellzeit des Leitapparats sowie der Form des Turbinenkennfelds
abhangt, sind die vorgestellten Zusammenhange nicht ohne Weiteres auf andere Kraftwerke
oder Betriebszustdnde der Turbine (z. B. andere Laufradvoréffnung oder eine dynamik-
optimierte Kennlinie [3]) Ubertragbar. Fir eine allgemeingtiltige Aussage sind daher weitere
Untersuchungen nétig, in welchen das Verhalten der Turbinen in ihrem gesamten Arbeits-
bereich betrachtet wird. Erganzend missen zudem auch Kraftwerke und Lasten mit anderen
Zeitkonstanten analysiert werden.

Aus den vorgestellten Untersuchungen lassen sich dennoch einige Aussagen ableiten, mit
welchen sich das Konzept auf andere Kraftwerke oder Inselnetze Ubertragen lasst. So zeigt
Abbildung 6, dass die Zeit tmaxar it steigender Auslastung und groRerem Lastsprung ansteigt.
Da die Zeit tmaxar im Wesentlichen durch die Zeitkonstante des Leitapparates und die Form des
Turbinenkennfelds definiert wird, ist Formel 10 numerisch nicht direkt auf andere Turbinen
Ubertragbar. Von einer linearen Abhangigkeit der Zeit tmaxar von der Vorbelastung sowie der
Lastsprunghthe APy ist jedoch auch bei anderen Turbinen auszugehen. Zur Abschatzung der
maximalen Frequenzabweichung einer kritischen Schaltung APgxit sollten deshalb in der
Vorbereitung idealerweise mindestens drei Probelastspriinge durchgefihrt werden, mit deren
Hilfe sich die Abhangigkeit von APq und der Vorbelastung Po ermitteln I&sst. Dazu miussen
zwei Lastspringe unterschiedlicher Leistung bei gleichbleibender Vorbelastung durchgefiihrt
werden. Der dritte Lastsprung hingegen bei einer abweichenden Vorbelastung. In
Abbildung 12 sind fur die bekannte Turbine drei mdgliche Testlastspringe eingezeichnet, mit
deren Hilfe sich der in Formel 10 bzw. 11 fir andere Turbinen parametrieren Iasst.
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Lastsprung APO in MW

Abbildung 12: Beispiel fir mégliche Probelastspriinge zur Ermittlung der Abhangigkeit der Zeit tmaxar von der
Vorbelastung Po und der Lastsprunghdhe APo - Approximation nach Formel 9 (gestrichelt)

Mit Hilfe der aus den Testlastspringen ermittelten Zeiten I&sst sich nun der Zusammenhang
tmaxaf(APo, Po) bestimmten. Mit Hilfe der Zeit tmaxaf(APo kit, Poit) kdnnen nun mit den Formeln
aus Abschnitt 5 die erwartete Frequenzabweichung Afmax sowie fnagir berechnet werden. Diese
beiden GroRen definieren somit einem Erwartungshorizont fur die maximale Frequenz-
abweichung, welche als Entscheidungshilfe vor Lastschaltungen genutzt werden kann.

Formel 2 und Abbildung 2 zeigen, dass die kinetisch gespeicherte Energie direkt proportional
von der Gesamttragheit des Systems abhangt und damit eine groRere Systemtragheit
dampfend auf Frequenzeinbriche nach Lastspringen wirkt. Fur eine konservative
Abschatzung sollte daher immer von dem niedrigsten gesicherten Wert ausgegangen werden.
Ist z. B. die Tragheit der Lasten nicht bekannt, genlgt es fir die Abschatzungen ausschliellich
von der Tragheit des Kraftwerks auszugehen.
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7 Methode zur Ermittlung von Afmax

In der folgenden Abbildung werden noch einmal die vorgestellten Schritte zur Abschatzung
der maximalen Frequenzabweichung nach einer Lastschaltung zusammengefasst.

Linearisierung des Kraftwerkverhaltens Systemgrien zum Zeitpunkt der kritischen Schalfung
B ing der imalen
Bestimmung der Abhéngigkeit von Py Bestimmung der Abhangigkeit von AP Bestimmung APy und Py gesicherten Systemtragheit
der kritischen Last -
2 unkritische Probelastspriinge 2 unkritische Probelastspriinge Z HiSi
AP, = konst. | P, = variabel AP, = variabel | Py = konst. (Datenblatt, Messung) Im Zweifelslf;": nur
Generatorgrifien verwenden
l J
F‘alamelnelur:g Formel 11 ﬁPc_km Kinetische Energie des
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Abbildung 13: Methode zur Ermittlung der maximalen Frequenzabweichung nach einem Lastsprung

8 Zusammenfassung

Die Versorgung der kritischsten Verbraucher bei einem grofl¥flachigen Stromausfall in lokalen
Notversorgungsinseln hilft die gesellschaftlichen Schaden erheblich zu minimieren. Da dem
Betriebspersonal haufig die Erfahrung fur Verhalten des Kraftwerks im Inselbetrieb fehlt, muss
die Entscheidung, ob eine Lastzuschaltung zu einer unzuldssigen Frequenzverletzung fuhrt,
aufgrund der technischen Zusammenhange getroffen werden. Transiente Simulationsmodelle
sind in der Lage die Frequenzverlaufe sehr exakt zu berechnen. Diese sind jedoch in ihrer
Erstellung und Parametrierung sehr aufwandig. In diesem Paper wird daher eine einfache
Methode vorgestellt, die es ermoglicht die maximale Frequenzabweichung nach einer
Lastschaltung anhand weniger Parameter abzuschatzen und so eine Entscheidungsgrundlage
bietet.

Dazu wurde mit Hilfe einfacher Rechenbeispiele die Zusammenhange zwischen diesen
Parametern hergeleitet und anschliellend das Verhalten eines realen Laufwasserkraftwerks
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anhand eines transienten Simulationsmodells sowie Messdaten analysiert. Dabei hat sich
gezeigt, dass die Zeit tmaxar bis das Frequenzminimum nach einer Lastanderung eintritt sowohl
von der Lastsprunghdhe als auch von der Vorbelastung des Kraftwerks abhangt. Diese
Abhangigkeiten weisen ein nahezu lineares Verhalten auf und kénnen daher mit drei
Probelastspringen abgeschatzt werden. Die Messdaten haben auflerdem gezeigt, dass die
Leistungssteigerung der Turbine nach einer Lastzuschaltung in guter Naherung als linear
angenommen werden kann. Ist die Zeit tmaxar SOWie die ramping rate der Turbine bekannt, Iasst
sich die maximale Frequenzabweichung aus den Systemenergien berechnen.

Da in diesem Paper lediglich eine Kaplanturbine mit konstantem Laufradwinkel betrachtet
wurde, mussen fUr eine Verallgemeinerung der Ergebnisse weitere Untersuchungen gemacht
werden. So muss Uberprft werden, ob sich die Ergebnisse auf andere Betriebszustande der
Turbine Ubertragen lassen. AnschlieRend muss die Methode an weiteren Kraftwerke mit
anderen Regelkonstanten getestet werden.
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