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RENAISSANCE VON ROTIERENDEN PHASENSCHIEBERN
Serdar Kadam?, Markus Flock?!, Michael Pertl!, Alois Lechner?

1. Einleitung

Mit dem Voranschreiten der Energiewende und dem Ausstieg aus fossilen Energietragern, sinkt der
Anteil von rotierenden Generatoren in elektrischen Energiesystemen. Da der Ausbau und die
Verstarkung der Stromnetze ein langfristiger Prozess ist, ist eine optimale Nutzung vorhandener
Infrastruktur und vorausschauende Planung erforderlich ([1], [2]). Neben der Integration von
zusétzlichen Erneuerbaren, ist gleichzeitig auch der Wegfall von Erzeugungsanlagen und mit ihnen
bereitgestellte Netzdienstleistungen zu berucksichtigen. Rotierende Phasenschieber eignen sich
besonders um die wegfallenden Netzdienstleistungen von stillgelegten Erzeugungsanlagen zu ersetzen
(Schwungmasse, Kurzschlussleistungund Blindleistung), aber auch um die Netzintegration von PV- und
Windkraftwerken an Netzknoten mit geringer Kurzschlussleistung zu erméglichen ([3], [4], [5], [6]). Das
Verhalten von SCs mit anderen Technologien (z.B. SVC, STATCOM, Batteriespeicher) wurde ebenfalls
in Arbeiten verglichen (z.B.[7], [8], [9], [10]). Auch mit doppeltgespeisten Asynchronmaschinen kann ein
kontrolliertes Verhalten bei einer Frequenzanderung vorgegeben werden ([12]). Derweil steigt die
Bedeutung von Batteriespeichern, da sie in der Lage sind systemkritische Leistungsungleichgewichte
rasch auszugleichen ([11]).

Detailierte Studien zur Bedeutung der Momentanreserve wurden durchgefihrt (z.B. [13], [14], [15], [16],
[17], [18]). Mit einer kleineren Anlaufzeitkonstante im Netz, ist der Frequenzgradient, der bei einem
Ungleichgewicht zwischen Erzeugung und Verbauch auftritt (Rate-of-change-of-frequency RoCoF)
groRer. Dadurch bleibt fir die Aktivierung von Regelreserven weniger Zeit, um groRere
Frequenzabweichungen im gesamten Netz zu verhindern.

In [19] wurde festgestellt, dass mit dem Ausstieg aus thermischen Erzeugungstechnologien die
Bedeutung der Wasserkraftwerk fur die Netzstabilitat steigt. Im untersuchten Netzgebiet tragen
Wasserkraftwerke 30-60% zur der Leistungserh6hung nach einem Kraftwerksausfall bei, wobei der
Anteil von Wasserkraftwerken an der insgesamt installierten Leistung nur 20-25% betragt.

Auch in Australien werden die zukunftigen Anforderungen an das Netz diskutiert ([20], [21]). Aufgrund
des geringen Vermaschungsgrades ergeben sich an Netzauslaufern sehr geringe
Kurzschlussleistungen. Leistungsstarke Wind- und PV-Anlagen wurden bis vor kurzem unter der
Préamisse ,do not harm“ ans Netz angebunden (unter der Bedingung, dass bestehende Generatoren,
Lasten und Netzbetriebsmittel nicht negativ beinflusst werden) [21]. Um die weitere Integration von
fluktuierenden Erneuerbaren und den Netzbetrieb zu unterstiitzen wurden bereits einige SC-in Betrieb
genommen bzw. sind in Planung [20]. Dabei wird auch diskutiert, ob es nicht sinnvoller ware, dass die
Netzbetreiber die erforderliche Anzahl und Installationsorte von SCs in die Hand nehmen sollten, um zu
vermeiden, dass die Kosten fir PV- und Windanlagen nicht unnétig steigen. In [22] wird ein Verfahren
fur die optimale Plazierung von SCs vorgestellt.

In diesem Beitrag werden die Eigenschaften von rotierenden Phasenschiebern (Synchronous
Condenser) und die Modellierung beschrieben. Ausgehend von der Modellierung des Erregersystems
und dem Blindleistungsvermdgen, wird die erzielbare Anlaufzeitkonstante diskutiert. AbschlieR3end wird
fur einen ausgewahltes Kraftwerk (Pumpspeicherkraftwerk) eine parametrische Studie durchgefiihrt um
die Zusammenhénge zwischen Kurzschlussleistung am Netzanschlusspunkt, Anlaufzeitkonstante des
Netzes und dem StoRRfaktor des SC zu untersuchen.

2. Erregersysteme und Modellierung

Fur die Erregung von Synchronmaschinen stehen grundsétzlich mehrere Méglichkeiten zur Verfugung,
die in diesem Kapitel kurz beschrieben werden. In [23], sind verschiedene Spannungsregler
umfangreich beschrieben. Die Giiltigkeit der Modelle beschrankt sich fir Frequenzabweichungen bis +-
5% sowie fiir oszillatorische Vorgénge bis 3Hz. Auf die statische Erregung und rotierende Erregung wird
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im folgenden genauer eingegangen. In [23] ist neben den Modellen auch angegeben, welches Modell
das Verhalten von herstellerspezifischen Erregersystemen abbildet. Die statische Erregung
kennzeichnet sich durch eine Versorgung im Nebenschluss iiber einen eigenen Erregertransformator
aus. Mit der Festlegung des Ubersetzungverhéltnisses kann der StoRfaktor bestimmt werden (ceiling
voltage). Ein Vorteil der statischen Erregung ist, dass auch negative Erregerstrome vorgegeben werden
koénnen. Der untererregte Betriebsbereich kann somit erweitert werden.

Die Erregung mit einer permanenterregten Erregermaschine und rotierenden Dioden eliminiert die
Abhangigkeit von Spannung an den Generatorklemmen um die Erregung zu versorgen.
Charakteristisch ist eine etwas langsamere Reaktion als die statische Erregung. AufRerdem sind nur
positive Erregerstrome maglich. Der untererregte Blindleistungsbereich kann nicht erweitert werden.
Um die Genauigkeit der verwendeten Simulationsmodelle zu zeigen, wird nachfolgend eine Validierung
prasentiert. Die Validierung basiert auf dem Vergleich der Simulationsergebnisse mit Vor-Ort-
Messungen.

Abbildung 1 zeigt den Vergleich der Simulation und Messung fur einen 3 %-Sollwertsprung der
Spannungsreferenz fur drei Variablen: Generator Terminalspannung (pu), Blindleistung (MVAr) und
Feldstrom (pu). Messungen sind gestrichelt und Simulationen durchgezogen dargestellt. Im konkreten
Fall &ndert sich der Spannungssollwert von 0.94 pu auf 0.97 pu bei Sekunde null (schwarz gestrichelte
Kurve in der obersten Abbildung). Der simulierte und gemessene Spannungs-Istwert folgt dem Sollwert
dynamisch. Die Dynamik ergibt sich durch die Generator- und Erregungscharakteristik, sowie der
eingestellten Reglerparameter fir Spannungs- und Feldstromregler.

Der Vergleich von Messung und Simulation zeigt deutlich, dass die Simulationsergebnisse sehr gut mit
den Messungen Ubereinstimmen.
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Abbildung 1: Validierung des Simulationsmodells (in PowerFactory DIgSILENT) flr eine statische Erregung eines
Schenkelpolgenerators anhand von Messungen. Gezeigt: Generator Terminalspannung (pu), Blindleistung (MVAr)
und Feldstrom (Erregerstrom) (pu).

3. Erzielbare Anlaufzeitkonstante

Rotierende Phasenschieber kénnen in zwei Gruppen eingeteilt werden: Turbogeneratoren und
Schenkelpolgeneratoren. Turbogeneratoren werden hautpséchlich in GuD-Kraftwerken eingesetzt und
haben eine Polpaarzahl von eins, womit sich eine Drehzahl von 3000U/min (bei 50Hz) ergibt. Aufgrund
der groRen Fliehkréafte ergibt sich eine langgezogene Bauform mit relativ kleinen Durchmessern.
Schenkelpolgeneratoren werden Ublicherweise in  Wasserkraftwerken eingesetzt und sind
gekennzeichnet durch niedrigerere Drehzahlen als Turbogeneratoren. Aufgrund der kleineren
Fliehkrafte sind gréBere Durchmesser moglich. AuRerdem ergeben sich durch den massiv ausgefiihrten
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Dampfer und unterschiedlichen Reaktanzen in d- und g-Richtung ergeben sich Vorteile im Fehlerfall
und ein zusatzliches Moment.

In Abbildung 2 sind erzielbare Anlaufzeitkonstaten fur Turbo- bzw. Schenkelpolgeneratoren mit und
ohne Schwungrad dargestellt. Die Anlaufzeitkonstante von Turbogeneratoren ist aufgrund der
Einschréankungen in der Bauform stark begrenzt (ca. 2s bis 4s). Mit einem Schwungrad kann die
Anlaufzeitkonstante auf etwa 11s erhoht werden. Typisch ist, dass die kritische Drehzahl von
Turbogeneratoren unter der Nenndrehzahl liegt und somit bei jedem Start- und Stoppvorgang
durchfahren wird. Schenkelpolgeneratoren sind in ihren Dimensionen aufgrund der niedrigeren
Drehzahl weniger beschrankungen unterworfen. Eine geforderte Anlaufzeitkonstante kann daher meist
ohne Schwungrad erreicht werden (Ta von 3s bis 14s). Aul3erdem liegt die kritische Drehzahl von
Schenkelpolgeneratoren tber der Nenndrehzahl. Mit einem zusatzlichen Schwungrad kann die
Anlaufzeitkonstante mehr als verdoppelt werden. Aktuelle Projekte sind beispielsweise der Bau eines
rotierenden Phasenschiebers mit Schwungrad um eine geforderte Anlaufzeitkonstante von 30s zu
erreichen [24]. ANDRITZ liefert 4 rotierende Phasenschieber (Schenkelpolgeneratoren) mit einer
Anlaufzeitkonstante von jeweils 14s [25].
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Anlaufzeitkonstante
Ty
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B Turbogenerator B Turbogenerator mit Schungrad

[T Schenkelpolgenerator B Schenkelpolgenerator mit Schwungrad

Abbildung 2: Erzielbare Anlaufzeitkonstanten mit Turbogeneratoren bzw. Schenkelpolgeneratoren

4. Simulationsmodell

In diesem Abschnitt wird das Verhalten im Fehlerfall fiir verschiedene Szenarien durchgerechnet. Fir
ein geplantes Pumpspeicherkraftwerk, fir das zusétzlich der rotierende Phasenschieberbetrieb
vorgesehen ist, wird eine parametrische Studie durchgefuhrt. Dazu wird eine statische Erregung
modelliert und die maximale Erregerspannung variiert. Das Ziel der parametrischen Studie ist es den
Zusammenhang zwischen Erregerspannung (bzw. StofRfaktor) und der Blindleistungsbereitstellung
(Gradient der Blindleistung in MVAr/s) nach dem Fehler aufzuzeigen.

In Abbildung 3 (links), ist das Flussdiagramm der durchgefiihreten Sensitivitatsanalyse dargestellt.
Ausgehend von einer Kurzschlussscheinleistung am Netzanschlusspunkt von 1000 MVA, wird die
Kurzschlussscheinleistung in 1000 MVA Schritten bis 10000 MVA erhoht (ShcGrid). Fir jede
Kurzschlussscheinleistung wird die Anlaufzeitkonstante des externen Netzes (TaGrid) ausgehend von
1s bis 100s variiert. Fur jede dieser Kombinationen aus Kurzschlussscheinleistung und
Anlaufzeitkonstante wurden Simulationen mit einer maximalen Erregerspannung (uCeil) von 1.9 bis
3.9 p.u. untersucht. Beispielsweise wird in Australien fiir statische Erregersysteme ein StoR3faktor von
mindestens 2.3 und fir sonstige Erregersysteme (burstenlose) ein Stof3faktor von mindestens 1.6
vorgeschrieben (S5.2.5.13 [26]).

In Abbildung 3 (rechts) ist das verwendete Netzmodell abgebildet. Dieses besteht aus einem externen
Netz, einer Impedanz (Zpost) mit einem parallelen Leistungsschalter (B1) sowie dem SC-Transformator
(TF) und dem SC. Zum Zeitpunkt der Fehlerklarung, wird der parallele Schalter gedffnet. Dadurch sinkt
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die Kurzschlussleistung nach dem Fehler. Die Impedanz Zpost wurde fir jeden Simulationsfall so
ausgelegt, dass nach dem Fehler die halbe Kurzschlussleistung am PoC im Vergleich zum Vorfehlerfall
vorherrscht. Die Simulationen wurden mit und ohne SC durchgefuhrt. Mit dem externen Netz wird die
Spannung am Netzknoten ,Grid" auf 1 p.u. geregelt.

Am Netzanschlusspunkt PoC (Point of coupling, PoC), wurde ein 3-poliger Kurzschluss mit einer Dauer
von 250 ms simuliert. Diese Fehlerdauer kann nur mit einer ausreichenden Anlaufzeitkonstante des
Netzes durchfahren werden. Um trotzdem alle definiereten Szenarien untersuchen und vergleichen zu
kénnen, wurden keine weiteren Lasten oder Erzeugungsanlagen bericksichtigt. Das Netz befindet sich
im ,Leerlauf®. Fr das externe Netz wurde ein R/X Verhéaltnis von 0.01 gewahlt. Da das Netz wéahrend
des Fehlers ebenfalls eine Spannung von 0V erfahrt, sinkt die Frequenz im externen Netz ebenfalls. Da
nur der Einfluss des SC untersucht werden soll, wurden keine Regelreserven modelliert.
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Abbildung 3 Links: Ablaufdiagramm der Sensitivitdtsanalyse Rechts: Verwendeted Netzmodell

Im Vorfehlerfall wird er SC ibererregt mit 100 MVAr betrieben. Um diese Blindleistung bereitstellen zu
konnen ist eine ausreichende Erregerspannung nétig. Folgende Annahmen wurden fur den SC getroffen
(Tabelle 1).

Tabelle 1 Annahmen SC

Bemessungsscheinleistung (MVA) | 149

Nennspannung (kV) 16.5
Anlaufzeitkonstante Ta (s) 6,88
Erregungersystem statisch
Stoffaktor 1.9 bis 3.9

Erregermodell ST8C
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Die Annahmen haben folgende Auswirkungen:

e Der RoCoF wahrend des Fehlers ergibt sich aus der Kurzschlussleistung (installierte
Leistung), Anlaufzeitkonstanten und dem R/X Verhaltnis.

e Das gesamte Netz erfahrt den den Spannungseinbruch am Netzknoten PoC

e Aufgrund des metallischen Fehlers (0 Ohm) am PoC, kann der RoCoF im Netz wéhrend des
Fehlers mit dem SC nicht reduziert werden (,satter Kurzschluss®)

e Aufgrund der Fehlerimpedanz von 0 Ohm kann mithilfe des SC die Restspannung am
Netzanschlusspunkt wahrend des Fehlers nicht angehoben werden.

5. Ergebnisse

In diesem Abschnitt werden die Ergebnisse der Simulationen dargestellt. Zuerst wird das Verhalten
ohne SC beschrieben. Danach werden die Auswirkungen auf die Blindleistung und Spannung
untersucht. AbschlieBend werden die Ergebnisse fir Frequenz und Leistung prasentiert.

5.1. Situation nach Fehlerklarung ohne SC

In Abbildung 1 sind die Ergebnisse fiir das unbelastete Netz dargestellt. Auf der Abszisse ist die
angenommen Kurzschlussleistung am Netzanschlusspunkt und auf der Ordinate ist die
Anlaufzeitkonstante aufgetragen. Die Kombinationen aus Kurzschlussleistung und Anlaufzeitkonstante
fuhren zu folgenden vier Fallen mit einer groben Beschreibung:

e Geringe Kurzschlussleistung und geringe Anlaufzeitkonstante: Inselnetze/Microgrids

e Geringe Kurzschlussleistung und hohe Anlaufzeitkonstante: Gering vermaschte Netze

e Hohe Kurzschlussleistung und geringe Anlaufzeitkonstante: Stark vermaschte Netze mit
geringer Momentanreserve

e Hohe Kurzschlussleistung und hohe Anlaufzeitkonstante: Stark vermaschte Netze mit einer
sehr hohen Momentanreserve

Im Netzmodell ist zu beachten, dass die Anlaufzeitkonstante auf die installierte Leistung (bzw.
Kurzschlussleistung) am Netzanschlusspunkt bezogen ist und nicht die Anlaufzeitkonstante des
gesamten Netz widerspiegelt?.

Nach der Fehlerklarung liegt die Spannung in allen untersuchten Kombinationen zwischen 1 und
0.984 p.u. (Abbildung 4 links). Die Abweichung von der Nennspannung ist fur alle Simulationsfalle mit
geringer Anlaufzeitkonstante am grof3ten (Ta=1 und 6). Das selbe Verhalten lasst sich auch bei der
Frequenz nach dem Fehler beobachten (Abbildung 4 rechts). Mit einer Anlaufzeitkonstante von Ta=10s
hat der simulierte Fehler praktisch keine negativen Auswirkungen auf die Spannung bzw. die Frequenz.

2 Mit Synchrongeneratoren kann ca. die 4 fache Kurzschlussleistung bereitgestellt werden.
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Post-fault voltage at PoC (No 5C) Past-fault frequency at PoC (No SC)
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Abbildung 4 Links: Spannung am Netzanschlusspunkt nach Fehlerklarung Rechts: Frequenz am
Netzanschlusspunkt nach Fehlerklarung

5.2.Spannung am Netzanschlusspunkt nach Fehlerklarung mit SC

In Abbildung 5 ist die Spannung am Ende der Simulation am Netzanschlusspunkt fur zwei verschiedene
Stoffaktoren dargestellt. Im Bild links ist der StoRfaktor auf 2.3 begrenzt und im Bild rechts auf 3.9. Aus
den Ergebnissen lasst sich schlieRen, dass nach dem Abklingen des transienten Verhaltens das
praktisch dieselben stationaren Zustande herrschen (unabhangig vom StoRfaktor).
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Abbildung 5 Spannung nach Fehlerklarung am Netzanschlusspunkt (PoC) — Links: Stof3faktor 2.1 Rechts:
StoRfaktor 3.9

In den nachsten Abbildungen wird das transiente Verhalten untersucht. In Abbildung 6 und Abbildung 7
ist der Verlauf der Blindleistung an den Generatorklemmen dargestellt. Das Verhalten wahrend des
Fehlers ist allen Fallen dargestellten Fallen sehr ahnlich. Im Kurzschlussfall bestimmen die die
subtransienten und transienten Reaktanzen das Verhalten des SCs. Da ein ,satter* Kurzschluss
simuliert wurde, ist kein Einfluss der gewéhlten Netzparameter in den Szenarien zu erkennen. Nach
dem Fehlerende bricht die Blindleistung kurzzeitig ein. Die Einbruchstiefe hangt in den Szenarien mit
Ta>=5s hauptséchlich vom StoRfaktor ab und liegt im Bereich von 42 bis 47 MVAr. Dabei ist eine
Abhéngigkeit von der Kurzschlussleistung am Netzanschlusspunkt zu beobachten.
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Abbildung 6 Verlauf der Blindleistung an den Generatorklemmen fiir unterschiedliche Konfigurationen — Links:
Anlaufzeitkonstante des Netzes Ta=1 Rechts: Anlaufzeitkonstante des Netzes Ta=5
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Abbildung 7 Verlauf der Blindleistung an den Generatorklemmen fiir unterschiedliche Konfigurationen — Links:
Anlaufzeitkonstante des Netzes Ta=20 Rechts: Anlaufzeitkonstante des Netzes Ta=95

5.3.Frequenz am Netzanschlusspunkt nach Fehlerklarung mit SC

In Abbildung 8 ist die Frequenz nach dem Fehler dargestellt. Da keine Regelreserven beriicksichtigt
wurden, ergibt sich eine bleibende Frequenzabweichung. Der grofite Frequenzabfall tritt in den
Szenarien mit der geringsten Anlaufzeitkonstante auf. Im Bild links ist die bleibende
Frequenzabweichung ohne SC dargestellt und variiert zwischen ca. 50 Hz und 49.2 Hz. Im
Extremszenario mit Ta=1s, sinkt die Frequenz auf weniger als 49.3 Hz. Im Bild rechts sind die
Ergebnisse mit SC dargestellt. In diesen Szenarien betréagt die bleibende Frequenzabweichung weniger
als 0.5 Hz.
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Post-fault frequency at PoC (No 5C) Post-fault frequency at PoC uCeil=2.3
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Abbildung 8 Frequenz im betrachteten Netz nach Fehlerklarung vgl. ohne SC (links) und inkl. SC (rechts)

In Abbildung 9 und Abbildung 10 ist das Verhalten der Wirkleistung des SC fir verschiedene
Kurzschlussleistungen am Netzanschlusspunkt und Anlaufzeitkonstanten zu sehen. Da am
Netzanschlusspunkt ein metallischer Kurzschluss angenommen wurde, treten unterschiedliche
Frequenzgradienten im Netz und am SC auf, die nach dem Fehler zu Wirkleistungspendelungen fiihren.
In Abbildung 9 ist das Verhalten fiir Ta=5 s und verschiedene Kurzschlussleistungen dargestellt. Im Bild
links ist der Wirkleistungsaustauch zu sehen, der sich aus dem RoCoF (Bild rechts) ergibt. In diesen
Fallen ist der RoCoF im Netz groR3er als am SC, weshalb der SC Wirkleistung einspeist.

In Abbildung 10 ist das Verhalten fir verschiedene Anlaufzeitkonstanten und einer Kurzschlussleistung
von 5000 MVA dargestellt. Im Bild links ist der Wirkleistungsaustauch zu sehen, der sich aus dem
RoCoF (Bild rechts) ergibt. Fir Ta=5 s speist der SC nach dem Fehler Wirkleistung ein. In den tbrigen
Féallen bezieht der SC Leistung (Ta=10's, 20 s, 80 s und 95 s), weil der RoCoF am SC groRer ist, als im
Netz.
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Abbildung 9 Konstante Anlaufzeitkonstante Ta=5s Links: Wirkleistungsverlauf an den SC Klemmen Rechts:

Frequenzverlauf im Netz
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Abbildung 10 Konstante Kurzschlussleistung Sk“=5000 MVA Links: Wirkleistungsverlauf an den SC Klemmen
Rechts: Frequenzverlauf im Netz

In Abbildung 11 sind die Verlaufe der Frequenz fur ausgewahlte Szenarien dargestellt
(Anlaufzeitkonstanten von 1, 5 und 95). Die strichlierten Verlaufe sind Szenarien ohne SC. Die
durchgezogenen Linien in der selben Farbe zeigen die Frequenzverlaufe mit SC. In den Szenarien mit
einer relativ kleinen Anlaufzeitkonstanten (1 und 5) kann die bleibende Frequenzabweichung als auch
der Frequenznadir reduziert werden. Im Extrembeispiel mit TA=1 s kommt es zu erheblichen Leistungs-
bzw. Frequenzpendelungen mit Frequenzgradienten, die steiler sind als wéhrend des Fehlers.

Mit steigender Anlaufzeitkonstante sinkt der Einfluss des Fehlers und es kommt zu wesentlich kleineren
Frequenzpendelungen. Fir groRere Anlaufzeitkonstaten als in der Simulation angenommen ist keine
signifikante Frequenzanderung mehr zu erwarten.
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Abbildung 11 Frequenzverldufe fiir ausgewéhlte Testfélle (Sk“=5000 MVA) mit und ohne SC
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6. Diskussion und Ausblick

Die definierten Szenarien decken einen extrem weiten Bereich hinsichtlich Erregerspannung und
Anlaufzeitkonstane des Netzes ab die unrealistische Konfigurationen darstellen, fiir eine numerische
Untersuchung jedoch trotzdem beriicksichtigt wurden.

Die Simulationen haben gezeigt, dass der StoRfaktor auf das Verhalten im Fehlerfall praktisch keinen
Einfluss hat. Der Einfluss auf das Verhalten nach dem Fehler ist deutlich zu erkennen. Neben dem
Stol¥faktor, haben auch die Netzeigenschaften (Kurzschlussleistung und Anlaufzeitkonstante) einen
groRen Einfluss auf den Blindleistungsverlauf des SC. Wie in den australischen Network Electricity
Rules vorgegeben scheint ein Stol3faktor von 2.3 fir statische Erregungen auszureichen. Eine weitere
Erhéhung des StoRfaktors fiihrt in den durchgefihrten Simulationen nur bedingt zu einer weiteren
Verbesserung des im Vergleich zum Vorfehlerzustand und wirde eine entsprechende Anpassung der
Isolation der Erregerwicklung erfordern.

In den ersten Momenten nach dem Fehler bricht die Blindleistungauf ca. 42 bis 70% des urspriinglichen
Wertes ein. Anschliel3end steigt die Blindleistung innerhalb einer Sekunde auf Werte zwischen 80% und
120% an. In den meisten Szenarien bleibt die Blindleistung unter dem Sollwert von 100 MVAr. Hier
spielt es eine Rolle in welchem Regelungsmodus der SC betrieben wird. Befindet sich der SC im
Spannungsregelungsmodus, so wird auf die Generatorklemmenspannung geregelt. Da im
Nachfehlerfall die doppelte Netzimpedanz angenommen wurde, ist eine geringere Blindleistung
ausreichend um den selben Spannungssollwert an den Generatorklemmen zu erreichen.

Mithilfe der gespeicherten Energie in der Schwungmasse des SC, kann die Frequenz nach dem Fehler
instantan stabilisiert werden kann. Da ein niederohmiger Fehler angenommen wurde, entwickeln sich
die Frequenzgradienten im Netz und im SC unterschiedlich. Je nach Differenz der Frequenzgradienten
ergibt sich die maximale Leistung die aus der Schwungmasse ins Netz eingespeist wird bzw.
aufgenommen wird. In den Simulationen kommt es entsprechend der vorhandenen Schwungmasse im
Netz zu einem relativ rasch abklingenden Leistungsaustausch.

Die Stilllegung von thermischen Kraftwerken hat zur Folge, dass die Momentanreserve in den Netzen
sinkt. Je nach Vermaschungsgrad kann die Kurzschlussleistung im Netz ebenfalls sinken. SCs sind eine
bewahrte und zuverlassige Technologie die im Fehlerfall ein vielfaches der Bemessungssscheinleistung
als Kurzschlussbeitrag bereitstellen kénnen. Die Schwungmasse von SCs kann je nach Erfordernissen
erzielt werden. Schenkelpolgeneratoren haben den Vorteil, dass Anlaufzeitkonstanten von etwa 14s,
ohne Schwungrad erreicht werden kénnen.

SCs konnen fur verschiedene Anwendungsfélle optimiert werden. Daraus ergeben sich einige
Einsatzfelder  fir rotierender  Phasenschieber. Beispielsweise zur  Stabilisierung von
Ubertragungsleitungen (Blindleistungsregelung), Erhéhung der Kurzschlussleistung in Netzregionen
sowie der Anlaufzeitkonstante von elektrischen Energiesystemen. Weiters wird beobachtet, dass fiir die
Anbindung von PV- und Windkraftanlagen an Netzknoten mit geringer Kurzschlussleistung bzw.
Vermaschungsgrad, SCs installiert werden.
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