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Kurzfassung
Bedingt durch die Energiewende ergeben sich im elektrischen Energieversorgungs-
system umfangreiche Transformationsprozesse, die kurz- wie langfristig die be-
stehenden Übertragungsaufgaben elektrischer Energie zwischen Erzeugung und
Verbrauchern strukturell beeinflussen. Diese Übertragungsaufgaben müssen in Form
des ausgebildeten stationären Arbeitspunktes des Systems stets zulässig wie sta-
bil realisierbar sein und zudem eine ausreichende stationäre Sicherheitsmarge
gegenüber Störungen inkludieren.

Im Rahmen der vorliegenden Arbeit werden verschiedene strukturelle Einfluss-
faktoren auf die stationären Übertragungsaufgaben untersucht und bewertet. Dies
beinhaltet zunächst die Netzstruktur des zugrunde liegenden Übertragungsnet-
zes, die zum einen hinsichtlich ihrer Ausdehnung und zum anderen bezüglich
des Einflusses von lokaler Blindleistungskompensation untersucht wird. Weiter-
hin wird die Erzeugungsstruktur einer entsprechenden Analyse ihres Einflusses
unterzogen. Das Zusammenspiel von Erzeugungs- und Netzstruktur wird über die
Implementierung eines HGÜ-Systems verstärkt, sodass schlussendlich eine hybride
Übertragungsnetzstruktur resultiert.

Aus den angeführten Untersuchungen können über die Variation von Netz- wie
Erzeugungsstruktur Erkenntnisse zur zukünftigen Ausgestaltung der Übertragungs-
aufgaben im elektrischen Energieversorgungssystem gemäß der resultierenden
stationären Sicherheitsmarge gewonnen werden. Demnach resultieren insbesondere
für ausgedehnte Netzstrukturen Herausforderungen in der ausreichend versorgungs-
sicheren Gewährleistung der Übertragungsaufgabe. Dies gilt analog, wenn die
Übertragungsentfernungen aufgrund Änderungen in der Erzeugungsstruktur erhöht
werden. Hierbei lassen sich allerdings signifikante Zugewinne durch eine mögliche
zukünftige Erweiterung auf hybride Netzstrukturen erzielen.

Schlüsselwörter: Elektrisches Energieversorgungssystem, Übertragungsaufgabe, Netzstruk-
tur, Erzeugungsstruktur, stationärer Arbeitspunkt, statische Stabilität, stationäre
Sicherheitsmarge
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Abstract
Based on the energy transition in power systems, extensive transformation processes
have arisen in the electrical energy supply system. This transformation processes
structurally influence the existing transmission tasks of electrical energy between
generation and consumers. These transmission tasks must always be realised in
regard of the stationary operating point of the system in a permissible and stable
manner and also include a sufficient safety margin regarding further disturbances.

In the context of the present work, various structural influencing factors on the
stationary transmission tasks are examined and evaluated. This includes the network
structure of the underlying transmission network, which is examined on the one
hand with regard to its extent and on the other hand with regard to the influence of
local reactive power compensation. Furthermore, the electricity supply structure is
also subjected to a corresponding analysis. The interaction between the generation
and network structure is then further reinforced through the implementation of
an HVDC transmission system, so that ultimately a hybrid transmission network
structure results.

From the above-mentioned investigations, various insights into the future embod-
iment of transmission tasks in the electrical energy supply system can be obtained
through the variation of the network and electricity supply structure. Accordingly,
the corresponding results yield challenges regarding the compliance of the transmis-
sion tasks with a sufficient reliable power system. This applies analogously if the
transmission distances are increased, for example due to changes in the electricity
supply structure. Significant gains regarding the stationary safety margin can how-
ever be achieved through a possible future extension to hybrid network structures.

Keywords: power system, transmission task, network structure, electricity supply structure,
stationary operating point, static stability, stationary safety margin
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1 Einführung und Motivation
Die zentrale Aufgabe der elektrischen Energieversorgung ist es, Angebot und Nach-
frage an elektrischer Energie zu jeder Zeit im Gleichgewicht zu halten und somit
die Versorgung der Allgemeinheit zu gewährleisten [1]. Die Sicherstellung einer
dauerhaften und zuverlässigen Versorgung mit elektrischer Energie ist für die wirt-
schaftliche Entwicklung eines Landes unabdingbar [2]. Aufgrund ihrer Relevanz
für die Gesellschaft wird die elektrische Energieversorgung deswegen von einer
Vielzahl an internationalen wie nationalen Gesetzen und Verordnungen reguliert.
Beispielhaft definiert das Energiewirtschaftsgesetz (EnWG) für Deutschland fünf
Zielforderungen, die in Abbildung 1.1 dargestellt sind [3].

Diese stehen in sich sowie auch untereinander in verschiedenartigen Wechsel-
wirkungen, die sowohl konsonant als auch dissonant sein können. Beispielsweise
führt der Ausbau von Anlagen zur Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien
(EE-Anlagen) zu geringeren Schadstoff-Emissionen. Gleichzeitig sinkt allerdings je
nach Technologie die Kosteneffizienz, während sich die Abhängigkeit von Importen
fossiler Energieträger verringert. Das energiepolitische Zielfünfeck der elektrischen
Energieversorgung stellt keine kongruent zu erreichende Zielmenge dar, sondern
weist verschiedene zunächst gleichwertige Optimierungspfade auf [4].

In den letzten Jahren ist aufgrund der globalen Erwärmung ein verstärkter öf-
fentlicher Fokus auf die Umweltverträglichkeit gerichtet worden. Dies manifestiert
sich in verschiedenen politischen Beschlüssen der Weltgemeinschaft. Insbesondere
soll beispielsweise in der Europäischen Union Klimaneutralität erreicht werden
[5–8]. Ein Großteil der weltweiten wie auch der deutschen Treibhausgasemissionen
entfällt auf die Energiewirtschaft und davon auf die Stromerzeugung [9, 10]. Die
Reduktion der Treibhausgasemissionen soll in der elektrischen Energieversorgung
wesentlich durch die verstärkte Förderung und den Ausbau von EE-Anlagen bewirkt
werden. Hierzu wurde mittels des Gesetzes für den Ausbau erneuerbarer Energien
(Erneuerbare-Energien-Gesetz, EEG) in der aktuellen Fassung festgeschrieben, dass
der Anteil des Stroms, welcher aus Erneuerbaren Energien erzeugt wird, bis zum
Jahr 2030 auf 65% zu steigern ist [11]. Daraus ergaben und ergeben sich Trans-
formationsprozesse sowohl für die Erzeugungs- und Laststruktur als auch für die
Struktur des Stromnetzes, die gemeinhin unter der Begrifflichkeit Energiewende
zusammengefasst werden.

Nachfolgend werden am Beispiel Deutschlands die Transformationsprozesse der
elektrischen Energieversorgung aufgezeigt. Aus diesen lassen sich unmittelbar die
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Abbildung 1.1.: Energiepolitische Zielforderungen der elektrischen Energieversor-
gung, angelehnt an [3, 4]

Motivation und die Zielsetzung und daraus folgend die Struktur der vorliegenden
Arbeit ableiten.

1.1 Energiewende im elektrischen Energieversorgungssystem

Die Energiewende verändert sowohl die Erzeugungs- und Laststruktur, wie auch
die Struktur des Stromnetzes selber. Nachfolgend wird in Abschnitt 1.1.1 die Ände-
rungen bei Erzeugungsanlagen und Verbraucherlasten und in Abschnitt 1.1.2 die
Änderungen in der Netzstruktur beschrieben. Die aus diesen strukturellen Änderun-
gen folgenden Auswirkungen auf den Betrieb von Übertragungsnetzen werden in
Abschnitt 1.1.3 beleuchtet.

1.1.1 Transformation der Erzeugungs- und Laststruktur

Die aus den politisch gesetzten Randbedingungen folgenden Entwicklungen für die
installierten Leistungen Pr der Erzeugungsanlagen (EZA) sind in Abbildung 1.2 für
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ausgewählte Primärenergieträger dargestellt. Dies umfasst sowohl die Entwicklung
von 2002 bis 2019 als auch die Prognosen der Übertragungsnetzbetreiber (ÜNB) für
die Jahre 2035 und 2040. Diese sind dem Szenario B des von der Bundesnetzagentur
(BNetzA) genehmigten Szenariorahmens des Netzentwicklungsplans (NEP) 2035 in
der Version 2021 entnommen [12, 13]. Zwischen den Jahren 2019, 2035 und 2040
wurden die installierten Leistungen Pr interpoliert.

Anhand von Abbildung 1.2 lassen sich mehrere wesentliche Entwicklungen er-
kennen. Zunächst steigt seit der ersten Einführung des EEG im Jahr 2000 die
installierte Leistung aus EE-Anlagen kontinuierlich an. Dies betrifft wesentlich
Photovoltaik- und Onshore-Windenergieanlagen. Seit 2009 werden zudem auch
verstärkt Offshore-Windenergieanlagen installiert. Diese Entwicklungen werden
nach den Prognosen der ÜNB auch in Zukunft weiter andauern. Bis 2035 wird mit
einem weiteren Anstieg der installierten Leistung aus EE-Anlagen gerechnet. Der
Ausbau erfolgt regional nicht gleichmäßig verteilt, sondern richtet sich nach dem
vorhandenen Primärenergiedargebot. Für das Jahr 2035 prognostizieren die ÜNB
in Deutschland eine summierte installierte Leistung von 120GW an Onshore- und
Offshore-Windenergieanlagen, von denen 98,2 GW in den nördlichen Bundeslän-
dern Niedersachsen, Schleswig-Holstein, Mecklenburg-Vorpommern, Sachsen-Anhalt
und Brandenburg erwartet werden [14].

Neben dem Anstieg der installierten Leistung bei EE-Anlagen ist in Abbildung 1.2
zum einen der Einfluss des Kernenergieausstiegs zu erkennen. Insgesamt werden
zwischen 2011 und 2022 20,4 GW an installierter Leistung aus Kernkraftwerken ab-
geschaltet [15]. Zum anderen ist in der Abbildung auch der deutsche Kohleausstieg
ersichtlich. Einer Empfehlung der von der Bundesregierung 2018 eingesetzten Kom-
mission für Wachstum, Strukturwandel und Beschäftigung folgend wird Deutschland
gemäß dem Kohleausstiegsgesetz vom 3. Juli 2020 zwischen 2035 und 2038 voll-
ständig aus der Kohleverstromung aussteigen [16, 17].

Bedingt durch diese Entwicklungen wie auch den Einspeisevorrang von EE-
Anlagen speisen die konventionell fossil befeuerten Steinkohle- und Braunkohle-
sowie Gaskraftwerke zunehmend weniger elektrische Energie in das Stromnetz
ein. Im Jahr 2002 betrug die eingespeiste Energie dieser Kraftwerke 293,1TWh,
wohingegen sich dieser Wert im Jahr 2020 auf 235,4 TWh reduziert hat [18]. Dies
senkt die Wirtschaftlichkeit der Kraftwerke, sodass es auch finanziell bedingt zu
Stilllegungen kommen wird [13, 19].
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Abbildung 1.2.: Entwicklung der installierten Bemessungsleistungen Pr von EZA für
ausgewählte Primärenergieträger in Deutschland für die Jahre 2002-
2019 sowie Prognose bis 2040, Zahlenwerte entnommen aus [12,
13]

Die vorgestellten Prognosen des Szenario B des Szenariorahmens bauen wesent-
lich auf den Berechnungen der ÜNB auf. Weitergehende Szenarien bzw. alternative
Transformationspfade der Entwicklung der installierten Leistungen der EZA können
beispielhaft [20, 21] entnommen werden.

Neben diesen Entwicklungen der EZA ergeben sich weitere mögliche Änderun-
gen beim Verbrauch elektrischer Energie. Zukünftig werden die Sektoren Strom,
Wärme und Verkehr über Energiewandlungsprozesse zumindest teilweise gekoppelt,
um durch den Verbrauch von Strom aus EE-Anlagen Emissionen zu senken [22].
Daraus werden in der Literatur verschiedene mögliche Szenarien abgeleitet, die
Steigerungen des Stromverbrauchs Steigerungen der Effizienz gegenüber stellen.
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Betrug im Jahr 2018 der Nettostromverbrauch abzgl. einer Korrektur für die Sekto-
renkopplung 503,5 TWh, so wird im Szenario B des von der BNetzA genehmigten
Szenariorahmens des NEP 2035 in der Version 2021 für das Jahr 2035 ein Net-
tostromverbrauch von 604,1 TWh prognostiziert. Dies schlägt sich auch in der zu
erwartenden Jahreshöchstlast wieder, für die in Szenarien bis zu 100GW beobachtet
werden [13].

Zusammengenommen ändert sich die Übertragungsaufgabe, welche durch die
notwendige Übertragung elektrischer Energie zwischen den leistungseinspeisenden
EZA und den leistungsentnehmenden Verbrauchern definiert ist. Sie muss vom
bestehenden wie künftigen Stromnetz bewältigt werden, sodass sich ebenfalls ei-
ne Transformation der Struktur des Stromnetzes ergibt. Diese wird im nächsten
Abschnitt erläutert.

1.1.2 Transformation der Struktur des Stromnetzes

Die vorgestellten Entwicklungen der Erzeugungs- und Laststruktur zeigen sich
auch in den Netzentwicklungsplanungen der Übertragungsnetzbetreiber, die nach
dem NOVA-Prinzip vorgehen. Demnach hat die Netzoptimierung Vorrang vor der
Netzverstärkung, die wiederum Vorrang vor dem Netzausbau hat [23]. Dies zeigt
sich an den Phasen der nachfolgend geschilderten Transformation der Struktur des
Stromnetzes.

Gegenüber den Prognosen früherer NEP ergeben sich mittelfristige Änderungen
der Leistungseinspeisungen aus konventionellen EZA wie EE-Anlagen, die nicht
durch erst langfristig wirkende Netzausbauprojekte abgedeckt werden. Diese Än-
derungen müssen durch kurzfristig realisierbare Maßnahmen behandelt werden.
Dies umfasst neuartige Technologien wie ein verbessertes Freileitungsmonitoring,
den Einsatz von Hochtemperaturleiterseilen oder auch den Einsatz von Phasenschie-
bertransformatoren (PST) und Speichern. Diese Technologien können zukünftig
genutzt werden, um das bestehende Drehstromnetz höher und mittels Leistungsfluss-
steuerung auch gleichmäßiger auszulasten und derart die Auslastung zu optimieren
[23–25].

Mittels kurzfristig wirkender Technologien und Betriebskonzepten kann die In-
tegration der gewandelten Erzeugungs- und Laststruktur in das Drehstromnetz
(AC-Netz) nicht vollständig sichergestellt werden. Dementsprechend verbleibt ein
darüber hinausgehender langfristiger Bedarf an Netzverstärkungs- bzw. Netzausbau-
maßnahmen. In Tabelle 1.1 ist der Netzverstärkungs- und Netzausbaubedarf für das
Szenario B des NEP 2030 (2019) für die Jahre 2030 und 2035 dargestellt. Dieser Be-
darf ist in Relation zu setzen zur aktuellen Stromkreislänge des Übertragungsnetzes,
die etwa 37.000km beträgt [23, 24, 26].
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Tabelle 1.1.: Bedarf an Netzverstärkung (Zu- bzw. Umbeseilung und Neubau in
Bestandstrasse zusammengefasst) und Netzausbau im Leitszenario B
des NEP 2030 (2019) für das Startnetz sowie die Jahre 2030 und 2035,
Zahlenwerte entnommen aus [23, 24]

Startnetz Zubau B2035 Zubau B2040

AC - Verstärkung 2.995km 3.365km 3.775km

DC - Verstärkung 340km 540km 540km

AC - Neubau 640km 380km 520km

DC - Neubau 2.125km 1.310km 1.835km

Summe 6.100km 5.595km 6.670km

Das Startnetz bestimmt sich aus dem aktuell vorhandenen Übertragungsnetz
sowie weiteren Netzausbaumaßnahmen, die bereits gesetzlich veranschlagt, in
Planfeststellung, oder in Umsetzung sind. Anhand Tabelle 1.1 zeigt sich, dass der
Netzausbaubedarf bis 2030 wesentlich aus zwei Faktoren resultiert: Der Verstärkung
des bestehenden AC-Übertragungsnetzes sowie dem Neubau mehrerer Gleichstrom-
Systeme (DC-Systeme) als Hochspannungsgleichstromübertragungen (HGÜ). Die
geplanten HGÜ-Verbindungen werden teilweise als Multi-Terminal-DC-Verbindung
(MTDC-Verbindung) ausgeführt und weisen eine installierte Leistung von 12GW auf.
Sie dienen insbesondere der weiträumigen Übertragung von elektrischer Energie in
Nord-Süd-Richtung, um der geänderten Übertragungsaufgabe Rechnung zu tragen
[23, 24].

Die dargestellten Ergebnisse des NEP 2030 (2019) zielen auf den sich ergebenden
Bedarf an Wirkleistungsübertragung ab. Dieser weist als primäres Kriterium die Ein-
haltung der maximalen Stromtragfähigkeiten als maximale thermische Belastbarkeit
der Betriebsmittel auf. Zusätzlich ergeben sich allerdings weitergehende technische
Kriterien wie die Spannungshaltung oder die Wahrung der Systemstabilität. Im
Ergebnis der Analysen des NEP zeigt sich, dass bis zum Jahr 2035 ein geschätzter Be-
darf an Blindleistungskompensationsanlagen in Höhe von 38,1...74,3 Gvar besteht.
Diese Anlagen sind zur Spannungshaltung erforderlich. Stationär ergibt sich der Be-
darf zum einen aus der zukünftig höheren Auslastung des Drehstromnetzes, die eine
überproportionale Steigerung des Blindleistungsbedarfs verursacht. Zum anderen
wird zukünftig ein Wegfall der Synchrongeneratoren in konventionellen Kraftwerken
erwartet, die bisher hauptsächlich für die Bereitstellung von Blindleistung verant-
wortlich sind. Dynamisch folgt ein Bedarf an regelbaren Kompensationsanlagen,
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um die nach Kurzschlüssen reduzierte Blindleistungsbereitstellung aus statischen
Kompensationsanlagen zu ersetzen. Dies kann teilweise auch von den Umrichtern
der HGÜ-Systeme übernommen werden. Die lokale Bereitstellung von Blindleistung
ist relevant, da diese nicht über weite Strecken übertragen werden kann [23, 27].

Wesentliche Auswirkungen ergeben sich auch auf das Verteilungsnetz. Dies be-
dingt sich hauptsächlich durch den Anschlussort von EE-Anlagen, welche 2019 zu
91,7 % im Verteilungsnetz angeschlossen waren [28]. Bereits 2012 wurde dazu
ermittelt, dass der Ausbaubedarf im Verteilungsnetz je nach betrachteten Szenario
bis 2030 bei 135.000...193.000km liegt. Dieser Ausbaubedarf des Verteilungsnetzes
ergibt sich auch aus der Notwendigkeit heraus, dass EE-Anlagen zukünftig verstärkt
Systemdienstleistungen bereitstellen müssen [29, 30].

1.1.3 Transformation der Übertragungsaufgabe elektrischer Energie

Die zuvor beschriebenen langfristigen Transformationsprozesse von einer konventio-
nellen zu einer erneuerbaren elektrischen Energieerzeugung in Deutschland und
auch in Europa werden nachfolgend genutzt, um die daraus folgenden Auswirkun-
gen auf die allgemeine Übertragungsaufgabe elektrischer Energie im Stromnetz zu
beschreiben.

Bei der Betrachtung der elektrischen Energieerzeugung zeigt sich, dass sich sowohl
der Anteil an EZA als auch die installierte Leistung im Verteilungsnetz signifikant
erhöht. Dies kann bei starkem Windaufkommen oder starker Sonneneinstrahlung
zu Szenarien führen, in denen wesentliche Teile der Wirkleistung durch EE-Anlagen
im Verteilungsnetz erzeugt werden [13]. Gleichzeitig reduziert sich durch den
prognostizierten Wegfall von konventionellen Kraftwerken die Verfügbarkeit von
gesicherter Leistung im Übertragungsnetz [31]. Diese ist in Erzeugungsszenarien
relevant, bei denen die Leistungseinspeisungen aus EE-Anlagen gering ausfallen.
Zudem betrifft dies auch die Bereitstellung von Systemdienstleistungen, die für einen
zuverlässigen Betrieb des elektrischen Energieversorgungssystems unabdingbar sind
[30]. Diese Aufgaben müssen zukünftig verstärkt von EE-Anlagen wahrgenommen
werden [32, 33]. Demnach ergibt sich eine zunehmende Übertragungsaufgabe
zwischen Verteilungs- und Übertragungsnetz, wenn die Leistungsbilanzen lokal
nicht gedeckt werden können [34].

EE-Anlagen werden häufig lokal konzentriert an Standorten mit einem hohen
Primärenergiedargebot installiert [35]. Dies erhöht die elektrische Leistung und
verbessert die Wirtschaftlichkeit. Diese Standorte liegen allerdings nicht notwen-
digerweise in der Nähe der Verbraucherzentren, sondern teilweise weit davon
entfernt [36]. Treten große regionale Ungleichgewichte zwischen Leistungserzeu-
gung und Leistungsverbrauch auf, resultiert eine weiträumige Übertragungsaufgabe
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[37]. Diese kann sich zudem auch als Ergebnis eines intensivierten wirtschaftlichen
Marktgeschehens ergeben [38]. Zusammengenommen verursachen diese weiträu-
migen Übertragungsaufgaben einen erhöhten Blindleistungsbedarf, der kompensiert
werden muss.

Die Struktur des bestehenden AC-Netzes ändert sich zunächst durch die zu-
sätzlichen Netzverstärkungen wie auch durch den Netzausbau. Weiterhin werden
zunehmend auch HGÜ-Systeme über Umrichter im Übertragungsnetz installiert.
Dies erweitert das bestehende AC-Netz zu einem hybriden AC-DC-Netz [23]. Zudem
wird die überwiegende Mehrzahl an EE-Anlagen ebenfalls über Umrichter ange-
schlossen. Die verwendete Leistungselektronik weist grundlegend andere technische
Charakteristiken auf als die Drehstromtechnik, da sie nahezu instantan über Schalt-
handlungen agiert und daher keine träge Schwungmasse aufweist [39]. Gleichzeitig
bieten sich hierüber allerdings auch Freiheitsgrade [40, 41].

Gemäß der vorgenannten Überlegungen ändert sich das dynamische wie stationä-
re Verhalten des elektrischen Energieversorgungssystems. Um kurz- bis mittelfristig
mehr EE-Anlagen in das elektrische Energieversorgungssystem integrieren zu kön-
nen, werden etwa leistungsflusssteuernde Technologien eingesetzt. Diese führen zu
einer gleichmäßigeren und höheren Auslastung, wodurch allerdings auch die vorhan-
denen Sicherheitsmargen bspw. bei Ausfällen von Betriebsmitteln reduziert werden
[42]. Eine weitergehende Wirkung haben dahingegen HGÜ-Verbindungen, die mit-
tels einer weiträumigen Leistungsübertragung das AC-System auch entlasten können
[43]. Diese Technologien weisen Freiheitsgrade auf, die im operativen Netzbetrieb
vorteilhaft genutzt werden können [44–46]. Zusammengenommen folgt, dass zu-
künftig auftretende Übertragungsaufgaben mittels hybrider AC-DC-Netzstrukturen
gewährleistet werden müssen.

1.2 Motivation und Zielsetzung der Arbeit

Die Transformationen von Erzeugungs- und Laststruktur, der Struktur des Strom-
netzes und daraus folgend der Übertragungsaufgabe führen zur Herausforderung
für die Stromnetzbetreiber, auch zukünftig die fünf Zielforderungen nach EnWG
zu gewährleisten. Explizit betrifft dies die Wahrung der Versorgungssicherheit. Zu
diesem Zweck wurde den ÜNB gesetzlich die Systemverantwortung als zentrale
Führung des elektrischen Energieversorgungssystems im Übertragungsnetz übertra-
gen. In diesem Zuge müssen die ÜNB nach EnWG „ein sicheres, zuverlässiges und
leistungsfähiges Energieversorgungsnetz“ betreiben [3, 47–49].

Diese Forderung erstreckt sich nicht nur auf den operativen Netzbetrieb, sondern
inkludiert ebenfalls die langfristige Netzplanung und die kurzfristige Netzbetriebs-
planung [23]. Netzplanung, Netzbetriebsplanung und Netzbetrieb stellen unter-
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schiedliche Prozesse mit verschiedenen Zeithorizonten dar und berücksichtigen
unterschiedliche Eingangsdaten. Sie haben gemeinsam, dass sie unter der Prämis-
se des jeweiligen Zeithorizonts die in Echtzeit resultierende Übertragungsaufgabe
gewährleisten müssen. Diese stellt sich als Kombination aller möglichen Einfluss-
faktoren auf die Leistungsübertragung im elektrischen Energieversorgungssystem
dar.

Zur quantifizierten Bewertung der Übertragungsaufgabe werden unterschiedliche
Kriterien eingesetzt. Diese werden nachfolgend zweigeteilt zusammengefasst: Zum
einen wird die Einhaltung stationärer Parameter wie Betriebsgrenzen als stationäre
Zulässigkeit bestimmt. Dies umfasst die Stromtragfähigkeiten der Betriebsmittel,
das Spannungsband und die Spannungswinkeldifferenz. Zum anderen wird die
Widerstandsfähigkeit gegenüber Störungen als Stabilität bestimmt. Dies umfasst die
Spannungsstabilität und die Rotorwinkelstabilität.

Die vorliegende Arbeit beschränkt sich auf Störungen des stationären Gleichge-
wichts, die im Kleinsignalbereich liegen und nur kleine Auslenkungen aus dem
Ruhezustand des Systems bewirken. Nachfolgend werden die betrachteten ein-
zuhaltenden Kriterien kurz beschrieben [50, 51]. In den elektrischen Energiever-
sorgungssystemen weltweit ergeben sich u.a. durch die eingangs beschriebenen
Transformationen immer wieder auch kritische Situationen, die in direkte Korre-
lation mit den genannten Kriterien gesetzt werden können [52]. Daher werden
nachfolgend exemplarische Vorfälle beschrieben, die sich den genannten Kriterien
zuordnen lassen.

Stromtragfähigkeit: Betriebsmittel im elektrischen Energieversorgungsnetz weisen
technologisch bedingt maximale Stromtragfähigkeiten auf. Werden diese
überschritten, so erwärmt sich das Betriebsmittel unzulässig und kann nicht
mehr zuverlässig betrieben werden. Das Kriterium der thermischen Stromtrag-
fähigkeiten ist eng verknüpft mit Netzengpässen, wie sie etwa im deutschen
Übertragungsnetz häufig auftreten [53]. Bedingt durch bestimmte Erzeu-
gungssituationen können sich Situationen ergeben, in denen die maximalen
Stromtragfähigkeiten überschritten würden und die von den ÜNB behoben
werden müssen. Mögliche Gegenmaßnahmen umfassen Schaltmaßnahmen,
Redispatch, den Einsatz von Netzreservekraftwerken oder Einspeisemanage-
ment, d.h. die Abregelung der Leistungseinspeisungen aus EE-Anlagen [54].

Spannungsbetrag: Bedingt durch die Übertragungsaufgabe elektrischer Energie
ergeben sich die komplexen Knotenspannungen an den Netzstationen. Tech-
nologisch bedingt müssen die Spannungsbeträge das vorgeschriebene Span-
nungsband der jeweiligen Spannungsebene einhalten und der sogenannten
Spannungshaltung genügen. Das zulässige Spannungsband wird nachfol-
gend auch als Spannungstoleranzband bezeichnet. Wird dieses verletzt, so
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besteht die Gefahr von Schäden an den Betriebsmitteln, etwa in Form von
Spannungsüberschlägen bei zu hohen Spannungen. Aktuell sind neben den
Kompensationsanlagen hauptsächlich konventionelle Kraftwerke bzw. die
dort eingesetzten Synchrongeneratoren für die Bereitstellung von Blindleis-
tung verantwortlich, die eng mit der Spannungshaltung korreliert ist [55].
Dies zeigt, dass im Übertragungsnetz ausreichende Blindleistungsquellen
vorgehalten werden müssen.

Spannungswinkel: Die Ausprägung der Winkel der komplexen Knotenspannungen
korreliert eng mit der Übertragungsaufgabe. Wird diese infolge der vorliegen-
den Einspeise- und Lastsituation bei gegebener Netzstruktur zu groß, besteht
potentiell die Gefahr, dass die Übertragungsaufgabe aufgrund der geringen
Kopplung zwischen den Netzgebieten nicht mehr gewährleistet werden kann.
Daher wird die auftretende Winkeldifferenz zur Bewertung dieses Kriteriums
genutzt. Ein derartiger Vorfall dazu ereignete sich am 8. Januar 2021 im kon-
tinentaleuropäischen Verbundnetz, als es im Zuge einer Systemauftrennung
zur Bildung zweier frequenzasynchroner Netzgebiete kam. Vor dem Vorfall
war ein hoher pan-europäischer Lastfluss über die spätere Trennungslinie
festzustellen, der entsprechende Spannungswinkeldifferenzen bewirkte. Die
Ausprägung der hohen Spannungswinkeldifferenz wurde im Nachgang als
eine der Ursachen der Systemauftrennung identifiziert [56].

Spannungsstabilität: Im elektrischen Energieversorgungssystem müssen die Knoten-
spannungen nach einer Störung stabil bleiben und dürfen nicht unkontrolliert
absinken. Dieses Kriterium ist eng verwandt mit der Blindleistungsbilanz im
Übertragungsnetz, die ebenso stets gewahrt bleiben muss. Beispielhaft war
dies beim Blackout im südaustralischen Übertragungsnetz am 28. September
2016 zu beobachten. Wesentlich wurde dieser vom dynamischen System-
verhalten während eines Sturmes beeinflusst. Aufgrund von Kurzschlüssen
auf Freileitungen kam es durch Leitungsausfälle zu mehreren konsekutiven
Spannungsabsenkungen. Infolgedessen erhöhten sich die Leistungsimporte in
die betroffene Netzregion über die maximal übertragbare thermische Leistung
der kuppelnden Freileitung hinaus, sodass diese abgeschaltet werden musste,
was schlussendlich zum Blackout führte [57].

Rotorwinkelstabilität: Ebenso wie die Knotenspannungen müssen auch die Rotor-
winkel der vorhandenen Synchrongeneratoren nach einer Störung stabil
bleiben und nicht zu groß werden. Liegt hier keine ausreichende Dämpfung
vor, resultieren unzulässige Leistungspendelungen. Dies war am 1. Dezember
2016 zu beobachten, als es in einer Starklastsituation mit hohen Leistungs-
flüssen nach der Schutzauslösung einer Freileitung zwischen Frankreich
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und Spanien zu einer Anregung eines charakteristischen Ost-West-Modes
im kontinentaleuropäischen Verbundsystem kam. Die daraus folgenden Leis-
tungspendelungen verliefen zunächst ungedämpft und konnten erst nach
einer Reduktion der weiträumigen Leistungsflüsse hinreichend gedämpft wer-
den. Die ENTSO-E empfahl daraufhin, die Power System Stabilizer (PSS) der
beteiligten Synchrongeneratoren neu abzustimmen [58, 59]. Weiterhin kann
eine auftretende Rotorwinkelinstabilität auch zu einem Verlust der Synchro-
nität zwischen Gruppen von Synchrongeneratoren führen. So kam es am 31.
März 2015 zu einem Blackout in der Türkei, welcher maßgeblich von einer
unzureichend gewährleisteten weiträumigen Übertragungsaufgabe ausgelöst
wurde. Aufgrund einer fehlerhaften Schutzauslösung einer Freileitung kam
es zum Verlust des Synchronismus, die zunächst eine Systemauftrennung und
dann den Blackout beider türkischer Netzgebiete zur Folge hatte [60].

Die angeführten Beispiele zeigen trotz ihrer unterschiedlichen Schwere auf, dass
die Einhaltung bzw. Wahrung der genannten Kriterien stets die Voraussetzung für
den stationär zuverlässigen Betrieb des elektrischen Energieversorgungssystems
bildet. Im Rahmen der angeführten Fehlerfälle war stationär keine ausreichende
Sicherheitsmarge vorhanden, die die Störung hätte abdecken können. Zur Absi-
cherung gegen instantan auftretende Störungen und Fehler muss ausgehend vom
stationären Arbeitspunkt eine ausreichend groß bemessene stationäre Sicherheits-
marge gewährleistet sein, die auslegungsrelevante Störungen abdeckt. Die stationäre
Sicherheitsmarge bildet den Abstand des Arbeitspunktes zum Punkt der stationären
Sicherheitsgrenze, nach der unmittelbar eine Unzulässigkeit bzw. Instabilität auftritt.
Ist die Sicherheitsmarge ausreichend bemessen, impliziert sie eine Schutzfunktion
für den sicheren wie zuverlässigen operativen Netzbetrieb [61, 62].

Die eingangs beschriebenen und wesentlich durch die Energiewende bedingten
Transformationen von Erzeugungs- und Laststruktur, der Netzstruktur und daraus
folgend auch der jeweiligen Übertragungsaufgabe wirken sich unterschiedlich aus,
je nachdem welche Struktur das jeweils betrachtete Übertragungsnetz bereits initial
aufweist. In Deutschland liegt infolge der historisch ausgebildeten Übertragungs-
aufgabe durch Kohlekraftwerke nahe den Verbraucherlastzentren eine eher lokale
und gut vermaschte Übertragungsnetzstruktur vor [63]. Demgegenüber besteht in
den nordeuropäischen Ländern die Übertragungsaufgabe darin, elektrische Energie
von den Wasserkraftwerken im Norden über weiträumige Übertragungsleitungen zu
den Verbraucherlastzentren im Süden zu transportieren [64]. Hieraus bedingen sich
unterschiedliche Auswirkungen, die vergleichend untersucht werden können.

Im Rahmen von wissenschaftlichen wie industriellen Arbeiten werden allerdings
häufig monothematisch lediglich einzelne Kriterien für bestimmte einzelne Übertra-
gungsnetzstrukturen untersucht. Demnach untersucht beispielhaft [37] die sich
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ergebenden Leistungsflüsse und Netzauslastungen im kontinentaleuropäischen
Übertragungsnetz unter der Prämisse sich ändernder Übertragungsaufgaben bis
2050. Dabei wird allerdings keine Betrachtung der Spannungsbeträge oder der
Systemstabilität vorgenommen. Demgegenüber betrachtet [65] die kurzfristigen
Entwicklungen im kontinentaleuropäischen Übertragungsnetz im Hinblick auf die
Spannungsstabilität. Dabei werden allerdings die weiteren relativen Kriterien wie
etwa Stromtragfähigkeiten oder auch die Rotorwinkelstabilität nicht berücksichtigt.
Die Rotorwinkelstabilität wird explizit in [66] für ein fiktives Testsystem betrachtet,
wozu explizit der Einfluss eines vermaschten DC-Overlaynetzes bewertet wird. Die
angeführten Studien stellen dabei nur einzelne Beispiele aus der Literatur dar, illus-
trieren aber die üblichen monothematischen Untersuchungen für nur eine bestimmte
Übertragungsnetzstruktur.

Aus diesen Schlussfolgerungen leitet sich unmittelbar die Zielsetzung der Arbeit
ab. Die eingeführten Kriterien zur stationären Zulässigkeit wie zur Stabilität werden
auf verschiedene Übertragungsnetzstrukturen angewandt und hinsichtlich der resul-
tierenden stationären Sicherheitsmarge ausgewertet und analysiert. Hierbei werden
verschiedene Sensitivitäten der geschilderten Transformation der Übertragungsauf-
gabe einbezogen. Dies umfasst den punktuellen Netzausbau im Übertragungsnetz,
die zunehmende Installation von Anlagen zur Stromerzeugung aus Erneuerbaren
Energien oder auch die zukünftige Nutzung von HGÜ-Systemen. Die Zielsetzung
der Arbeit besteht darin, die Auswirkungen der sich ändernden Übertragungsauf-
gaben auf die Kriterien der stationären Zulässigkeit wie auf die statische Stabilität
des elektrischen Energieversorgungssystems zu untersuchen. Dies impliziert, das
begrenzende Kriterium der stationären Sicherheitsmarge zu bestimmen.

1.3 Aufbau der Arbeit

Zur Bearbeitung der gewählten Zielsetzung wird die Arbeit in sechs Kapitel aufge-
teilt.

Kapitel 2 beschreibt allgemeine Strukturen des elektrischen Energieversorgungssys-
tems sowie die darin eingesetzten Technologien. Dies umfasst sowohl eine
Analyse der technischen Charakteristika als auch der vorhandenen Regelungs-
einrichtungen, mit denen sich das Systemverhalten steuern bzw. regeln lässt.
Die vorgestellte Analyse des elektrischen Energieversorgungssystems erlaubt
dessen Überführung in mathematische Modelle, die simulativ berechenbar
sind.

Kapitel 3 analysiert das Zusammenspiel der im vorigen Kapitel analysierten Tech-
nologien und der jeweiligen Struktur des elektrischen Energieversorgungs-
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systems zur Gewährleistung der Übertragungsaufgaben. Dies inkludiert die
Einhaltung der stationären Kriterien wie auch der Stabilität des elektrischen
Energieversorgungssystems bei auftretenden Störungen. Zusammengenom-
men muss der stationäre Arbeitspunkt eine ausreichende Sicherheitsmarge
gegenüber Verletzungen der eingeführten Kriterien aufweisen.

Kapitel 4 beschreibt aufbauend auf den zuvor entwickelten Modellen der Tech-
nologien sowie den entwickelten Kriterien zur Bewertung der stationären
Übertragungsaufgabe das mathematische Vorgehen im Rahmen der Arbeit.
Die Bewertungskriterien werden in mathematische Restriktionen übersetzt,
die mithilfe von Simulationen überprüft werden.

Kapitel 5 nutzt ein aus der Literatur bekanntes Testsystem, um die zuvor entwi-
ckelten Kriterien an realistischen Netzstrukturen zu prüfen. Hierfür werden
Szenarien entwickelt, die eine Abschätzung der Sensitivität von Änderungen
der Netzstruktur auf die Übertragungsaufgabe erlauben. Dies umfasst die
Bewertung des Einflusses des punktuellen Netzausbaus, des Ausbaus von An-
lagen zur Stromerzeugung von Erneuerbaren Energien wie auch des Einsatzes
von HGÜ-Leitungen auf die Übertragungsaufgabe.

Kapitel 6 fasst die Arbeit und die daraus gewonnenen Erkenntnisse zusammen und
listet zudem als Ausblick weitergehende Forschungsaspekte und -fragen auf.
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2 Struktur des elektrischen
Energieversorgungssystems

Im Rahmen der Arbeit werden stationäre Untersuchungen zur Übertragungsaufgabe
im elektrischen Energieversorgungssystem durchgeführt. Hierzu ist es notwendig,
dessen grundlegende Struktur sowie die darin eingesetzten Technologien zu analy-
sieren. Basierend auf den Ergebnissen dieser Analyse können die Erkenntnisse in
mathematische Modelle überführt werden.

Zu diesem Zweck ist das Kapitel wie folgt aufgebaut: Abschnitt 2.1 beschreibt
zunächst den gegenwärtigen allgemeinen Aufbau des elektrischen Drehstromnet-
zes. Dieses wird maßgeblich geprägt von der Erzeugungs- und Laststruktur, die
in Abschnitt 2.2 näher beleuchtet wird. Zur Übertragung der elektrischen Energie
wird aktuell hauptsächlich Drehstromtechnologie eingesetzt, während zukünftig
zunehmend auch Gleichstromtechnologie genutzt werden wird. Erstere wird in Ab-
schnitt 2.3, letztere in Abschnitt 2.4 beschrieben. Abschnitt 2.5 fasst die gewonnenen
Erkenntnisse zusammen.

2.1 Struktur des Drehstromnetzes

Das Drehstromnetz hat die grundlegende Funktion, elektrische Energie von leistungs-
einspeisenden Anlagen zu leistungsentnehmenden Verbrauchern zu transportieren.
Bedingt durch die technische Komplexität der Versorgungsaufgabe und dem Ziel
einer gesamtwirtschaftlich günstigen Energieversorgung hat sich dazu ein hier-
archischer Aufbau über verschiedene Spannungsebenen herausgebildet, der in
Abschnitt 2.1.1 zunächst allgemein und dann in Abschnitt 2.1.2 für das Übertra-
gungsnetz und in Abschnitt 2.1.3 für das Verteilungsnetz näher beschrieben ist.

2.1.1 Aufbau des Drehstromnetzes

Die Aufgaben der einzelnen Spannungsebenen sind für alle Drehstromnetze ver-
gleichbar, allerdings weisen sie je nach Stromverbund unterschiedliche Bemessungs-
bzw. Nennwerte auf. In Kontinentaleuropa bestehen in der öffentlichen Stromver-
sorgung vier übergeordnete Spannungsebenen. Die Höchstspannungsebene (HöS)
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dient aktuell der weiträumigen Übertragung von elektrischer Energie, wobei die
Verschaltung der Betriebsmittel dieser Spannungsebene auch als Übertragungsnetz
bezeichnet wird. Die Hochspannungsebene (HS) bildet die regionale Verteilebene,
wobei allerdings in einigen Regionen auch Übertragungsaufgaben wahrgenommen
werden. Diese wird durch die Mittelspannungsebene (MS) als lokale Verteilebene
sowie die Niederspannungsebene (NS) als Haushaltsverteilebene ergänzt. HS-, MS-
und NS-Ebene werden auch als Verteilungsnetz bezeichnet, wobei die HS-Ebene
eine Zwischenrolle einnimmt. Die einzelnen Stromnetze der verschiedenen Span-
nungsebenen sind über Transformatoren in Netzstationen miteinander gekoppelt.
Während das Übertragungsnetz als Verbundnetz betrieben wird, sind die Verteilungs-
netze aus technischen wie wirtschaftlichen Gründen nicht verbunden und bestehen
aus einer Vielzahl von Netzgruppen. Zusätzlich zu diesen Spannungsebenen der
öffentlichen Stromversorgung bestehen noch zahlreiche Sonderformen. Dies umfasst
Industrienetze zur Versorgung industrieller Verbraucher wie auch Einspeisenetze zur
Anbindung mehrerer leistungseinspeisender Anlagen. Diese Netze sind jeweils auf
die Anforderungen der jeweiligen Anlagen wie dem Eigenbedarf ausgelegt [50, 67].

Die verschiedenen Spannungsebenen werden über die jeweiligen Netznennspan-
nungen Un bezeichnet, wobei eine Spannungsebene mehrere Stromnetze mit ver-
schiedenen Netznennspannungen umfassen kann. Leistungseinspeisende Anlagen
und Verbraucher werden je nach Bemessungsleistung Sr in der jeweiligen Netzgrup-
pe angeschlossen. Der daraus folgende prinzipielle Aufbau des Drehstromnetzes mit
den charakteristischen Kenngrößen ist in Abbildung 2.1 gezeigt [50, 67].

2.1.2 Übertragungsnetz

Übertragungsnetze sind für den überregionalen Leistungsaustausch zuständig. Die-
ser gewährleistet, dass auch über weite Entfernungen Erzeugung und Verbrauch
elektrischer Leistung zuverlässig ausgeglichen werden können, ohne dass dafür
lokal übermäßig viel Reserveleistung vorgehalten werden muss. Aus diesem Grund
sind bspw. in Kontinentaleuropa die Übertragungsnetze der verschiedenen nationa-
len Netzbetreiber zu einem frequenzsynchronen Verbundnetz gekoppelt. Über den
Einsatz von Gleichstromtechnologie werden weitere frequenzasynchrone Verbund-
gebiete wie das Nordic-Verbundnetz der skandinavischen Länder an das kontinental-
europäische Netz angebunden [50, 67].

Aus Abbildung 2.1 lassen sich die für Deutschland charakteristischen Netznenn-
spannungen und Leistungsklassen ablesen. Im Übertragungsnetz bestehen zwei Netz-
nennspannungen mit Un = 380kV bzw. Un = 220kV. Die Kopplung der Stromnetze
beider Netznennspannungen wird über Transformatoren mit Bemessungsleistungen
zwischen SrTr = 600...1000 MVA hergestellt. In der 380kV-Ebene sind Anlagen mit
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Un = 220 kV S′′k = 10...25 GVA

Un = 380 kV S′′k = 20...50 GVA

SrTr = 600...1000 MVA

SrTr = 100...600 MVA

Un = 110 kV S′′k = 2...7,5 GVA

SrTr = 10...150 MVA

Un = 10/20/30 kV S′′k = 0,2...1,5 GVA

SrTr = 0,5...2 MVA

Un = 0,4 kV

. . .

Sr = 40...300 MVA

. . .

Sr = 3...50 MVA

. . .

Sr < 3 MVA
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Sr ≥ 300 MVA

∼
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Sr = 150...400 MVA

Ü
bertragungsnetz
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∼

Verteilungsnetz

Abbildung 2.1.: Schematische Darstellung der Struktur des Drehstromnetzes mit für
Deutschland abgeschätzten Größen, angelehnt an [67]
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Bemessungsleistungen Sr ≥ 300MVA angeschlossen, während die 220kV-Ebene
auf Anlagen der Bemessungsleistung zwischen Sr = 150...400MVA beschränkt ist.
Als charakteristische aber fiktive Größe ergibt sich für die 380kV-Ebene eine Kurz-
schlussleistung zwischen S

′′

k = 20...50GVA, während diese für die 220kV-Ebene
zwischen S

′′

k = 10...25GVA liegt.
Aus Gründen der Versorgungssicherheit werden Übertragungsnetze in der Re-

gel vermascht ausgeführt, sodass Netzstationen über mehrere Übertragungswege
miteinander verbunden sind. Die Stärke der Vermaschung kann über den Verma-
schungsgrad vm ausgedrückt werden, der sich gemäß (2.1) als Quotient aus der
Anzahl der Leitungen nLtg und Netzstationen nNSt berechnet [67].

vM =
nLtg

nNSt
(2.1)

Ist ein Stromnetz vollständig vermascht, so ist jede Netzstation über eine Lei-
tung mit jeder anderen Netzstationen verbunden. In diesem Fall gilt nLtg,max =
nNSt ·(nNSt − 1)/2, woraus vM,max = (nNSt − 1)/2 folgt. In der Praxis hat sich gezeigt,
dass derart hohe Vermaschungsgrade aufgrund des Investitionsbedarfs unrentabel
sind und aus Gründen der Versorgungszuverlässigkeit nicht benötigt werden. Rea-
litätsnahe Vermaschungsgrade liegen in Übertragungsnetzen bei vM < 1,5 [67].
Die hohe Versorgungszuverlässigkeit des Übertragungsnetzes wird weiterhin durch
häufige Wartungsarbeiten an den Betriebsmitteln gewährleistet.

2.1.3 Verteilungsnetz

In konventionell mit Großkraftwerken betriebenen elektrischen Energieversorgungs-
systemen haben Verteilungsnetze die Aufgabe, elektrische Energie aus dem Über-
tragungsnetz auf regionaler und lokaler Ebene zu den Verbrauchern zu verteilen.
In derartigen Systemen bildet sich die Leistungsflussrichtung von den höheren in
die niedrigeren Spannungsebene aus. Werden hingegen auch dezentrale EZA in den
unteren Spannungsebenen installiert, so ergeben sich andere Anforderungen an
die Verteilungsnetze. In diesen Fällen kann sich die Leistungsflussrichtung je nach
Einspeise- und Lastbetriebsfall auch umkehren. Allgemein führt der Ausbau von
dezentralen EZA zu einem erheblichen Netzausbaubedarf im Verteilungsnetz [29].

Die konkrete Ausführung eines Verteilungsnetzes folgt aus der Versorgungsaufga-
be. Diese umfasst neben der Ausdehnung des Versorgungsgebietes und den Verbrau-
chern auch dezentrale EE-Anlagen. Dies erschwert die dynamische Nachbildung
insbesondere in Studien zum Übertragungsnetz, da die Ausführung stark variieren
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kann. Aggregierte dynamische Modelle von Verteilungsnetzen sind derzeit Gegen-
stand der Forschung [68]. Im Rahmen dieser Arbeit werden aufgrund des Fokus
auf das Übertragungsnetz die Verteilungsnetze aggregiert abgebildet, wobei der
jeweilige Netzanschlusstransformator explizit berücksichtigt ist. Verbraucherlasten
werden daran angeschlossen separat modelliert.

Die in Deutschland vorhandenen Leistungsklassen und Netznennspannungen sind
Abbildung 2.1 zu entnehmen. Aus den angegebenen Werten ist ersichtlich, dass we-
sentlich die Bemessungsleistung der angeschlossenen Anlagen in der hierarchischen
Reihenfolge der Spannungsebenen sinkt. Dies korreliert mit den Bemessungsleistun-
gen der leistungsübertragenden Betriebsmittel wie Leitungen oder Transformatoren,
die die Ströme führen müssen.

2.2 Erzeugungs- und Laststruktur im Rahmen der Energiewende

Für die Erzeugung elektrischer Energie lassen sich heutzutage zwei Arten von EZA
unterscheiden. Zum einen dienen konventionelle EZA der überwiegend großtech-
nischen Umwandlung von Primärenergie aus fossilen Quellen sowie Wasserkraft
in elektrische Energie. Diese werden in Abschnitt 2.2.1 näher beschrieben. Zum
anderen werden erneuerbare EZA, die auch als EE-Anlagen bezeichnet werden,
eingesetzt, um Primärenergie aus erneuerbaren Quellen zu nutzen. Abschnitt 2.2.2
analysiert die eingesetzten Technologien. Zudem kommen seitens der Verbrau-
cher elektrischer Energie ebenfalls verschiedene Technologien zum Einsatz, die in
Abschnitt 2.2.3 beschrieben werden.

2.2.1 Konventionelle zentrale Erzeugungsanlagen

Die Energiewandlungskette einer konventionellen EZA lässt sich in einen primären
mechanischen und einen sekundären elektrischen Part untergliedern. Das Verhalten
der konventionellen EZA wird über die Vorgabe von Sollwerten für nachgelagerte
Regelungseinrichtungen geregelt. Basierend auf den elektrotechnischen Eigenschaf-
ten ergeben sich Restriktionen für den stationären Betrieb der EZA. Der beispielhafte
Aufbau einer konventionellen EZA ist schematisch in Abbildung 2.2 gezeigt.

Mechanische Energiewandlung

Für die mechanische Energiewandlung existieren verschiedene Kraftwerkstypen,
wobei zwischen thermischen und hydraulischen Kraftwerken unterschieden wird.
Die verschiedenen Typen unterscheiden sich durch den verwendeten thermody-
namischen Kreisprozess und das Trägermedium. Prinzipiell werden allerdings in
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Abbildung 2.2.: Schematischer Aufbau einer konventionellen EZA mit zugehörigen
Regelungseinrichtungen ohne Begrenzungs- und Schutzeinrichtun-
gen

allen Kraftwerkstypen eine oder mehrere Turbinenstufen angetrieben, sodass die
vorliegende Primärenergie in kinetische Rotationsenergie umgewandelt wird. Details
zu den verschiedenen Kraftwerkstypen können [50, 51, 67, 69, 70] entnommen
werden. Die Bereitstellung von Primärenergie wird in allen Kraftwerkstypen durch
Regeleinrichtungen aufbauend auf dem Turbinenregler eingestellt, womit auch die
Bereitstellung von Regelreserve kontrolliert wird. Die daraus entstehenden Frage-
stellungen sind insbesondere bei Untersuchungen zur Frequenzstabilität relevant.

Elektrische Energiewandlung

Die nach der mechanischen Energiewandlung vorliegende kinetische Rotationsen-
ergie wird von einem Synchrongenerator in elektrische Energie gewandelt. Die
Antriebswelle der Turbine ist mit dem Rotor des Synchrongenerators verbunden.
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Für Synchrongeneratoren kommen zwei unterschiedliche Bauformen zum Einsatz:
Schenkel- und Vollpolgeneratoren.

Das dynamische Verhalten des Synchrongenerators wird vom Momentangleichge-
wicht zwischen dem mechanischen Antriebsmoment der Turbinenwelle Mmech und
dem elektrischen Gegenmoment Mel bestimmt. Im stationären, d.h. ungestörten Fall
mit Mmech = Mel, rotiert der Rotor mit der mechanischen Drehzahl ωmech bzw. der
elektrischen Drehzahl ωel synchron zur Kreisfrequenz des elektrischen Systems ω0.
Der Zusammenhang zwischen der mechanischen und der elektrischen Drehzahl wird
über die Anzahl der Polpaare des Generators npol zu ωel = npol ·ωmech bestimmt.

Die stationäre Kreisfrequenz des elektrischen Systems ω0 wird als Referenzwert
genutzt und bestimmt sich aus dem Sollwert der Netzfrequenz f ref

0 zuω0 = 2·π· f ref
0 .

Eine Störung des Momentangleichgewichts resultiert korrelierend mit der Inertia
des Generatorstrangs H in einer Änderung der Kreisfrequenz des Rotors ωel und
in einer Änderung des Rotorwinkels δ. Dieser Zusammenhang wird durch die
Schwingungsgleichung nach (2.2) beschrieben. Hierbei wird, wie in Betrachtungen
der Systemstabilität üblich, das Per-Unit-System verwendet, wobei die Zeit t nicht
normiert dargestellt wird [71].

2 ·H
ω0
·

d2δ

dt2
= 2 ·H ·

dωel

dt
= Mmech −M el (2.2)

In Abbildung 2.3 ist schematisch der Aufbau eines Vollpolgenerators gezeigt. Auf
dem Stator sind drei um 120◦ versetzte Wicklungen angebracht, die den drei Leitern
eines Drehstromsystems L1, L2 und L3 entsprechen. Dies bedeutet eine Polpaarzahl
von npol = 1, wobei zur Verringerung der mechanischen Drehzahl ωmech auch größe-
re Polpaarzahlen möglich sind. Im Gegensatz zum Schenkelpolgenerator existieren
beim Vollpolgenerator keine mechanisch ausgeprägten Symmetrieachsen. Diese erge-
ben sich allerdings elektrisch durch die Aufbringung von Wicklungen auf den Rotor.
Auf der Längsachse (Bezeichnung „d“) ist eine Erregerwicklung (Bezeichnung „fd“)
angebracht, über die eine Erregerspannung Ufd angelegt wird. Die Erregerspannung
wird vom Spannungsregler eingestellt und ist verantwortlich für die Erregung des
Synchrongenerators in Abhängigkeit der gewünschten Klemmenspannung U ref

G . Wei-
terhin befindet sich auf der Längsachse eine Dämpferwicklung (Bezeichnung „1d“)
und auf der Querachse (Bezeichnung „q“) zwei Dämpferwicklungen (Bezeichnung
„1q“ und „2q“). Während die Dämpferwicklung auf der Längsachse und die erste
Dämpferwicklung auf der Querachse wesentlich Rotorpendelungen dämpfen, kom-
pensiert die zweite Dämpferwicklung auf der Querachse Wirbelströme. Längsachse
und Querachse bilden sowohl einen rechten Winkel zueinander als auch gemeinsam
zur Drehachse des Rotors [71].
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Zur eindeutigen Bezeichnung der Position des Rotors ist eine Definition des Rotor-
winkels δ notwendig. Dieser wird als Winkel bestimmt, den die mit der elektrischen
Kreisfrequenz ωel rotierende Querachse des Rotors mit der reellen Achse (Bezeich-
nung „R“) des mit der Kreisfrequenz ω0 rotierenden Referenzrahmens einschließt.
Somit entspricht der Rotorwinkel δ nach (2.3) der Addition aus dem internen Rotor-
winkel δint zwischen Querachse und Klemmenspannung UG und dem Phasenwinkel
θG der Klemmenspannung UG. Dies ist ebenfalls in Abbildung 2.3 verdeutlicht, in
der für die elektrischen Größen das Verbraucherzählpfeilsystem verwendet wird.

δ =δint + θG (2.3)

δ

θG

δint

ωel

ω0
d-Achse

I-Achse

q-Achse

R-Achse

120◦

UL1

IL1

Lst

Rst

UL2

IL2
Lst

Rst

UL3

IL3

Lst

Rst

1d

fd

I1d

I fd

U fd

1q
2q

I1q

I2q

StatorRotor

Abbildung 2.3.: Schematischer Aufbau eines Vollpolgenerators unter Vernachlässi-
gung der Rotornuten, angelehnt an [67, 72]
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Die Schwingungsgleichung (2.2) stellt eine Verbindung zwischen mechanischem
Antriebsmoment Mmech und elektrischem Gegenmoment Mel her. Das elektrische
Gegenmoment wird von den induzierten Strömen in den Statorwicklungen IG und
dem auftretenden magnetischen Fluss ψ bestimmt. Anhand von Maschenumläufen
der Wicklungen können die Gleichungssysteme für Stator und Rotor formuliert
werden, die das elektrische Gegenmoment bestimmen und das elektrische Verhalten
des Synchrongenerators beschreiben. Eine vollständige mathematische Herleitung
ist in [71, 73] zu finden.

Regelungseinrichtungen

Das dynamische Verhalten des Synchrongenerators wird über Regelungseinrich-
tungen geregelt. Im Rahmen der Arbeit sind insbesondere Spannungsregler und
Pendelungsdämpfungsgerät relevant.

Der Spannungsregler (engl.: Automatic Voltage Regulator, AVR) und das nachge-
schaltete Erregersystem stellen die Erregerspannung am Rotor Ufd und dadurch die
im Stator induzierte Erregerspannung USt,fd so ein, dass der Spannungswert an den

Generatorklemmen UG den vorgegebenen Spannungssollwert U ref
G einhält.

Das Pendelungsdämpfungsgerät (engl.: Power System Stabilizer, PSS) bringt im
Falle von Pendelungen des Rotors zusätzliche Dämpfung in das System ein. Hier-
zu wird das elektrische Moment durch ein Störgrößensignal angepasst, welches
in Phase mit der jeweiligen Pendelung erfolgen muss. Ausgehend von der elektri-
schen Kreisfrequenz ωel wird dafür ein zusätzliches Eingangssignal UPSS auf den
Spannungsregler geschaltet.

Stationärer Betrieb

Im stationären Netzbetrieb gilt für die Ströme der Dämpferwicklungen des Rotors
I j ε1d,1q,2q = 0pu, zudem gilt für die Rotordrehzahl ωel = ω0. Basierend darauf
lässt sich unter Vernachlässigung des Widerstandes der Statorwicklungen RSt und
Ausnutzung der wirksamen Statorreaktanz der Längsachse X d nach [67] (2.4) für
die Einspeiseleistung des Generators SG = PG + j ·QG bestimmen.

PG =
UG · USt,fd

X d

· sin
�

δint

�

(2.4a)

QG =
UG · USt,fd

X d

· cos
�

δint

�

−
U2

G

X d

(2.4b)
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Wird eine konstante Klemmenspannung UG = 1pu vorausgesetzt, so lässt sich
daraus bei veränderlicher Erregerspannung das Leistungsdiagramm des Synchron-
generators nach Abbildung 2.4 bestimmen.
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Abbildung 2.4.: Stationäres Betriebsdiagramm eines Synchrongenerators (Vollpol-
generator) für eine konstante Klemmenspannung UG angelehnt an
[67]

Die Wirk- und Blindleistungseinspeisung des Synchrongenerators wird von meh-
reren Faktoren begrenzt [67].

• Thermische Begrenzung der Statorwicklungen: Thermisch bedingt darf der
Klemmenstrom IG nicht den maximal zulässigen Bemessungsstrom in den
Statorwicklungen I rG überschreiten. Aus diesem ergibt sich die Bemessungs-
leistung des Generators SrG.
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• Bemessungsleistung der Turbine: Zur Sicherstellung einer ausreichenden
Bereitstellung von Blindleistung wird die Bemessungsleistung des Generators
SrG in der Regel größer ausgelegt als die Bemessungsleistung der Turbine
PrT. Der Zusammenhang kann über den Leistungsfaktor cos

�

ϕrG

�

= PrT/SrG

bestimmt werden. Im Rahmen dieser Arbeit wird die Annahme cos
�

ϕrG

�

=
0,8 zugrunde gelegt.

• Mindesterzeugungsleistung: Ausgehend von technischen Randbedingungen
existiert eine minimal mögliche Leistungseinspeisung Pmin,T in Abhängigkeit
von der Bemessungsleistung der Turbine PrT. Diese ist nach [74, 75] je nach
Kraftwerkstyp und Primärenergieträger unterschiedlich. Im Rahmen dieser
Arbeit wird ein durchschnittlicher Wert von Pmin,T = 40% · PrT angenommen.

• Statische Stabilität des Synchrongenerators: Die theoretische Stabilitätsgrenze
des ungeregelten Synchrongenerators liegt im Einmaschinenproblem bei
δint,TS = 90◦. Zur Wahrung der statischen Stabilität des Synchrongenerators
wird eine praktische Stabilitätsgrenze von δint,PS ≤ 70◦ berücksichtigt.

• Thermische Begrenzung der Rotorwicklungen: Aus thermischen Gründen ist
der Erregerstrom I fd beschränkt auf den maximal zulässigen Wert I fd,max, der
sich proportional zu (2.5) ergibt.

I fd ≤ I fd,max ∼
UG · USt,fd,max

X d

(2.5)

Für den Netzanschluss von EZA existieren je nach Spannungsebene verschiedene
Netzanschlussrichtlinien, etwa [76–80] für das deutsche elektrische Energieversor-
gungssystem. Hieraus ergeben sich die nachfolgenden Einschränkungen für Wirk-
und Blindleistungseinspeisung.

Die Wirkleistungseinspeisung PG konventioneller EZA ergibt sich vorrangig aus
der marktwirtschaftlich getriebenen Bestimmung des jeweils optimalen Kraftwerks-
einsatzes. Für die technische Begrenzung der Wirkleistungseinspeisung PG wird
nach (2.6) die Mindesterzeugungsleistung Pmin,T und die Bemessungsleistung der
Turbine PrT herangezogen.

Pmin,T ≤ PG ≤ PrT (2.6)
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Die thermischen Beschränkungen von Stator- und Rotorwicklungen begrenzen die
Blindleistungsbereitstellung im übererregten Bereich. Für die statorseitige Begren-
zung QSt,max gilt (2.7) unter Verwendung bezogener Größen sowie des thermisch
zulässigen Stroms in den Statorwicklungen ISt,th.

QSt,max =
r

I2
St,th · U

2
G − P2

G (2.7)

Die rotorseitige Begrenzung QRot,max folgt wiederum unter Verwendung bezogener
Größen ausgehend von der maximalen kapazitiven Belastung bei Leerlauferregung
zu (2.8) [81].

QRot,max =
r

I2
fd,max · U

2
G − P2

G −
U2

G

X d

=

√

√

√

√

 

UG · USt,fd,max

X d

!2

· U2
G − P2

G −
U2

G

X d

(2.8)

Im untererregten Bereich ergibt sich die Grenze der Blindleistungsbereitstellung aus
der praktischen Stabilitätsgrenze in Abhängigkeit von der Wirkleistungseinspeisung
PG zu (2.9).

Qmin = −
U2

G

X d

+ PG · tan
�

δint,TS −δint,PS

�

= −
U2

G

X d

+ PG · tan (20°) (2.9)

Es folgt (2.10) für die Begrenzung der Blindleistungseinspeisung QG, wobei für den
übererregten Bereich eine Minimalwertbestimmung vorgenommen wird. Insbeson-
dere die Klemmenspannung UG hat einen erheblichen Einfluss auf die Grenze der
Blindleistungsbereitstellung. Dies ist in [82] verdeutlicht.

Qmin ≤QG ≤min
¦

QSt,max;QRot,max

©

(2.10)

2.2.2 Erneuerbare Erzeugungsanlagen

Überwiegend lassen sich die erneuerbare Primärenergievorkommen, die in EE-
Anlagen genutzt werden, auf Sonneneinstrahlung zurückführen. Darunter fallen
Onshore wie Offshore Windenergieanlagen, Solarthermische Kraftwerke und Pho-
tovoltaikanlagen sowie Biomassekraftwerke. Geothermische Kraftwerke nutzen
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Tabelle 2.1.: Summierte installierte Leistung von EE-Anlagen aufgeschlüsselt nach Pri-
märenergieträger und Spannungsebene in Deutschland zum 31.12.2019
in GW [28]

HöS HöS/HS HS HS/MS �MS Σ

Biomasse 0,02 0, 02 0,32 0,31 7, 64 8, 33

Geothermie 0 0 0 0 0, 05 0, 05

Windenergie Onshore 1,62 0, 26 19,5 10,27 21, 55 53, 19

Windenergie Offshore 7,47 0 0,06 0 0 7, 53

Photovoltaik 0,07 0 2,54 0,89 45, 6 49, 1

hingegen die aus radioaktiven Zerfallsprozessen im Erdinneren entstehende Wär-
meenergie, Gezeitenkraftwerke die potentielle Energie des Tidenhubs, die aus der
Gravitationskraft der Planetenbewegungen resultiert [50]. In Tabelle 2.1 sind die
installierten Leistungen der Anlagen aufgeschlüsselt nach Primärenergieträger und
Spannungsebene in Deutschland für 2019 angegeben.

Anhand der installierten Leistungen lässt sich erkennen, dass ein Großteil der EE-
Anlagen in den unteren Spannungsebenen des Verteilungsnetzes angeschlossen ist.
Dies liegt, wie in Abschnitt 2.1.1 begründet, wesentlich an der Bemessungsleistung
der Anlagen. Dabei ist es auch möglich, mehrere Anlagen intern zusammenzuschal-
ten, um so die Einspeiseleistung am Netzanschlusspunkt zu erhöhen. Praktische
Relevanz für die Höchst- bzw. Hochspannungsebene haben hierbei insbesonde-
re Windenergieanlagen bzw. Windparks. Aus diesem Grund beschränken sich die
weiteren Ausführungen und Untersuchungen auf diese Technologie.

Aufgrund technischer Restriktionen liegen die gängigen Bemessungsleistungen
von Windenergieanlagen heutzutage im einstelligen Megawatt-Bereich, wobei für
Offshore-Anlagen der niedrige zweistellige Megawatt-Bereich projektiert wird. Für
die direkte Energiewandlung kommen Nieder- oder Mittelspannungsgeneratoren
zum Einsatz, wobei nachgeschaltete Transformatoren die benötigte Spannung am
Netzanschlusspunkt bereitstellen. Basierend auf den Anforderungen gültiger Netz-
anschlussrichtlinien wird die Erbringung von Systemdienstleistungen gefordert [76–
79]. Aus diesem Grund werden bei neu zu errichtenden Anlagen wesentlich zwei
drehzahlvariable Anschlusskonzepte eingesetzt [50, 83]:

• Synchrongenerator mit Vollumrichter: Die Verwendung von drehzahlvaria-
blen Synchrongeneratoren erfordert den Einsatz von Umrichtern, die auf
die volle Bemessungsleistung der Anlage dimensioniert sein müssen. Bei
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dieser Ausführung kommen entweder Synchrongeneratoren mit elektrischer
Erregung oder mit Permanenterregung durch Magnete zum Einsatz.

• Asynchrongenerator mit Teilumrichter: Bei dieser Ausführung wird der Stator
des Generators direkt mit dem Netz verbunden, während der Rotor über einen
Umrichter gekoppelt ist. Über die Einstellung eines großen Rotorschlupfs
kann die Schlupfleistung mittels geeigneter Umrichterparametrierung dem
Leistungsfluss des Stators zugeführt werden. Dies erlaubt die Verwendung
von kleiner dimensionierten Umrichtern als beim Synchrongenerator mit
Vollumrichter.

Neben dem direkten Anschluss von einzelnen Windenergieanlagen in der öffentli-
chen Nieder- und Mittelspannungsebene werden Windenergieanlagen vor allem in
Windparks zusammengeschlossen. Die interne Mittelspannungs-Netzstruktur rich-
tet sich nach der Gesamtleistung sowie der räumlichen Verteilung der einzelnen
Windenergieanlagen. Aus wirtschaftlichen Gründen kommen zumeist Strahlennetze
zum Einsatz. Die Verbindung zur räumlich nächsten Netzstation kann in Gleich-
stromtechnologie hergestellt werden [23]. Letztere kommt insbesondere bei der
Anbindung von Offshore-Windparks über HGÜ-Systeme zum Einsatz und wird im
Rahmen dieser Arbeit vertiefend betrachtet. Die mathematische Beschreibung der
Technologie erfolgt in Abschnitt 2.4.1.

2.2.3 Verbraucherlasten

Verbraucherlasten dienen der Bereitstellung elektrischer Energie für verschiedene
Anwendungszwecke. Es lassen sich verschiedene Klassen wie Haushalts-, Gewerbe-,
Industrie- oder Landwirtschaftslasten ableiten. Im Rahmen von Studien zum Über-
tragungsnetz werden die im Verteilungsnetz angeschlossenen Verbraucher zumeist
über mehrere Spannungsebenen hinweg aggregiert betrachtet, da wegen ihrer
Vielzahl eine vollständige Nachbildung aus Rechenzeit- wie Datengründen nicht
möglich ist. Die verschiedenen Klassen weisen kein einheitliches Verhalten auf. Viel-
mehr unterscheiden sich diese stark nach den jeweils individuell angeschlossenen
Betriebsmitteln, die sich in motorische und statische Lasten unterteilen lassen. Mo-
torische Lasten wandeln elektrische Energie in mechanische Energie um, wofür
am häufigsten Asynchronmotoren zum Einsatz kommen. Statische Lasten hingegen
wandeln elektrische Energie in Lichtenergie oder Wärmeenergie um. Die meisten
Verbraucherlasten weisen ein ohmsch-induktives Verhalten auf und sind in ihrer
Wirkleistungsaufnahme unterschiedlich stark spannungs- sowie frequenzabhängig.
Sind etwa bei spannungsabhängigen motorischen Verbraucherlasten Regelungsein-
richtungen vorhanden, wird zudem nach einem Spannungseinbruch die reduzierte
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Wirkleistungsaufnahme wiederhergestellt. Neben auslegungsbedingten Unterschie-
den der Betriebsmittel haben zudem weitere Faktoren wie regionale oder saisonale
Aspekte Auswirkungen auf das Verbraucherlastverhalten einer Netzstation [82, 84].
Insgesamt lässt sich ein konkretes Lastverhalten nur bei Vorliegen von dynamischen
Messwerten korrekt beschreiben.

Zur Nachbildung von aggregierten Verbraucherlasten sind zahlreiche Studien
durchgeführt worden. Hieraus resultierten verschiedene statische und dynamische
Modelle [85, 86]. Statische Modelle berücksichtigen die Spannungs- bzw. Fre-
quenzabhängigkeit verschiedener Verbraucherlasttypen. Bei dynamischen Modellen
wird demgegenüber die Wiederherstellung der Last nach einem Spannungssprung
einbezogen. Dieser Selbstregeleffekt der Last hat erheblichen Einfluss auf die Sys-
temstabilität [87, 88].

Im Folgenden wird die Frequenzabhängigkeit der Verbraucherlasten vernachläs-
sigt. Dabei wird ein einfaches aggregiertes dynamisches Modell verwendet, welches
separate Gleichungen für die Spannungsabhängigkeit von Wirk- und Blindleistungs-
bezug berücksichtigt [82, 89]. Aus Gründen der Übersichtlichkeit sind nachfolgend
nur die Gleichungen für den Wirkleistungsbezug PL angegeben. Dieser wird in Ab-
hängigkeit der bezogenen Spannung am Netzanschlusspunkt der Verbraucherlast UL
nach (2.11) ausgedrückt, wobei die Spannungsabhängigkeit über den stationären
Änderungsfaktor kL,st,P berücksichtigt wird. Die Lastwiederherstellung wird weiter-
hin über den transienten Änderungsfaktor kL,tr,P, die Zustandsvariable xL,P sowie die
Zeitkonstante T L,P abgebildet. In der Regel ist der transiente Änderungsfaktor größer
als der stationäre Änderungsfaktor, sodass die transiente Spannungsabhängigkeit
über die stationäre Spannungsabhängigkeit dominiert.

PL = xL,P · PL,U0 · U
kL,tr,P
L (2.11)

Die Dynamik des Selbstregeleffekts der Last wird nach (2.12) ausgedrückt.

dxL,P

dt
=

1
T L,P

·
�

U
kL,st,P
L − xL,P · U

kL,tr,P
L

�

(2.12)

Der stationäre Wirkleistungsbezug PL,st ergibt sich daraus nach (2.13).

PL,st = PL,U0 · U
kL,st,P
L (2.13)

Kommt es am Netzanschlusspunkt der Verbraucherlast zu einem Spannungsein-
bruch, so reduziert sich der Lastbezug gemäß (2.11). Dies führt nach (2.12) zu einer
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Tabelle 2.2.: Ausgewählte Faktoren und Zeitkonstanten zur Beschreibung des dyna-
mischen Verbraucherlastverhaltens nach [90]

Wirkleistung Blindleistung

Transienter Änderungsfaktor kL,tr,i εP,Q 2,6 5, 2

Stationärer Änderungsfaktor kL,st,i εP,Q 0,9 0, 9

Zeitkonstante des Selbstregeleffekts TL,i εP,Q in s 0,8 0, 8

0 1 2 3 4 7
0,85

0,9

1

t in s

P
L

in
pu

Abbildung 2.5.: Dynamisches Verhalten einer Verbraucherlast nach einen Spannungs-
einbruch im verwendeten dynamischen Modell

Erhöhung der Zustandsvariable xL,P, wonach sich der Lastbezug wieder erhöht und
sich schlussendlich dem stationären Wert nach (2.13) annähert.

Zur Beschreibung des Verbraucherlastverhaltens werden möglichst allgemein-
gültige Faktoren und Zeitkonstanten benötigt. Hierzu werden beispielhafte Werte
aus [90] entnommen und gemäß Tabelle 2.2 gewählt, wobei keine Angabe zu den
Zeitkonstanten TL,i εP,Q vorhanden ist. Es wird daher ein beispielhafter Wert von
TL,i εP,Q = 0,8 s angenommen. Der Wirkleistungsbezug einer Verbraucherlast mit
PL,U0 = 1pu und UL0 = 1pu ist für einen Spannungseinbruch auf UL = 0,95 pu in
Abbildung 2.5 dargestellt.
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2.3 Drehstromtechnologie im Übertragungsnetz

Neben den vorgestellten leistungseinspeisenden bzw. -entnehmenden Betriebs-
mitteln kommen im elektrischen Energieversorgungssystem eine Reihe weiterer
Betriebsmittel zum Einsatz. Diese dienen wesentlich der Sicherstellung einer zuver-
lässigen Übertragung bzw. Verteilung der elektrischen Energie. Nachfolgend werden
diese vorgestellt, wobei nur die für die Arbeit relevanten Betriebsmittel betrachtet
werden. Dies umfasst Freileitung und Kabel in Abschnitt 2.3.1, Transformatoren in
Abschnitt 2.3.2 und schließlich Kompensationsanlagen in Abschnitt 2.3.3.

2.3.1 Freileitungen und Kabel

Im Drehstromnetz werden zwei elektrische Leitungen unterschieden, mit denen
elektrische Energie zwischen Netzstationen übertragen werden kann: Freileitungen
und Kabel. Bei Freileitungen wird die elektrische Energie über spannungsführende
Leiter übertragen. Das Isolationsmedium der Leiter untereinander wie auch eines
Leiters zum Boden ist die umgebende Luft. Bei Kabeln hingegen werden die span-
nungsführenden Leiter mittels verschiedener Isolationsmedien wie etwa vernetztem
Polyethylen (VPE) isoliert. Physikalisch können sowohl Freileitungen als auch Kabel
durch dasselbe Modell beschrieben werden, welches nachfolgend erläutert wird
[67]. Da sich die weiteren Betrachtungen der Arbeit ausschließlich auf Freileitungen
beziehen, wird auf eine weitere Darlegung der Unterschiede verzichtet.

Aufgrund des symmetrischen Aufbaus und Betrieb der Leitungen können diese
durch ein einphasiges Modell im Mitsystem beschrieben werden. Wird zunächst ein
infinitesimal kurzes Leitungsstück betrachtet, so lässt sich das stationäre Verhalten
über vier längenbezogene Leitungsparameter beschreiben:

• Der ohmsche Widerstandsbelag R′1,Ltg verursacht die Wärmeverluste der Über-
tragung elektrischer Energie.

• Der Induktivitätsbelag L′1,Ltg verursacht die induktive Leistung, die zum Auf-
bau des magnetischen Feldes der einzelnen Leiter benötigt wird.

• Der Ableitbelag G′1,Ltg verursacht bei Freileitungen die Korona- bzw. Kriech-
stromverluste der Hochspannungsisolatoren, bei Kabeln die dielektrischen
Verluste. Aufgrund seiner geringen Auswirkungen auf das Übertragungsver-
halten wird der Ableitbelag nachfolgend vernachlässigt.

• Der Kapazitätsbelag C ′1,Ltg verursacht die kapazitive Ladeleistung, die zum Auf-
bau des elektrischen Feldes zwischen den einzelnen Leitern sowie zwischen
einem Leiter und dem Erdboden benötigt wird.
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Abbildung 2.6.: π-Ersatzschaltplan einer elektrisch kurzen Leitung; die Vernachlässi-
gung des Ableitbelags ist angedeutet

Im Falle einer elektrisch kurzen Leitung kann diese mittels π-Modell nachgebildet
werden, in dem die Leitungsparameter konzentriert angenommen werden. Der
π-Ersatzschaltplan einer elektrisch kurzen Leitung ist in Abbildung 2.6 gezeigt.
Eine Leitung gilt als elektrisch kurz, wenn die Spannungsamplitude entlang der
Leitung als näherungsweise konstant angenommen werden kann. Dies ist der Fall,
wenn die Leitungslänge `Ltg deutlich kleiner ist als die Wellenlänge `Wel. Hieraus
folgt für Freileitungen eine maximal zulässige Länge von `Fl,max = 250km. Weisen
Leitungen eine größere Leitungslänge auf, werden sie mit nLtg verbundenen π-
Ersatzschaltplänen gemäß nLtg = d`Ltg/`maxe nachgebildet [51].

Wird die Leitung mit dem elektrischen Wellenwiderstand ZW1 gemäß (2.14)
abgeschlossen, so gleichen sich induktive und kapazitive Ströme zum Aufbau der
jeweiligen Leistung aus. In diesem Fall wird lediglich Wirkleistung über die Leitung
übertragen. Diese wird als charakteristische Größe gemäß (2.15) bestimmt und
als natürliche Leistung Pnat in Abhängigkeit der Nennspannung Un bezeichnet.
Übersteigt die übertragene Leistung P die natürliche Leistung Pnat, so dominiert die
induktive gegenüber der kapazitiven Leistung. Die Leitung verhält sich als induktiver
Verbraucher, woraus ein spannungssenkendes Verhalten resultiert. Unterschreitet die
übertragene Leistung P die natürliche Leistung Pnat, so ergibt sich ein kapazitives
Verhalten.

ZW1 =

√

√

√
R′1 + j ·ω · L′1

j ·ω · C ′1
(2.14)

Pnat =
U2

n

ZW1

(2.15)
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2.3.2 Transformatoren

Transformatoren in Netzstationen verbinden die Stromnetze verschiedener Span-
nungsebenen miteinander. Dies geschieht, indem je Leiter zwei oder drei Wicklungen
galvanisch isoliert auf einem Eisenkern angebracht werden, der damit eine magneti-
sche Kopplung zwischen den Wicklungen herstellt. Nachfolgend wird die dritte
Wicklung nicht vertiefend behandelt, da diese lediglich dem Eigenbedarf und
dem Anschluss von Ladestromspulen dient bzw. im Falle eines Kurzschlusses ei-
nen Ausgleich für das Nullsystem herstellt. Bedingt durch den magnetischen Fluss
im Eisenkern, hervorgerufen durch eine Spannung an der Primärwicklung UPr,
wird eine Spannung in der Sekundärwicklung USe induziert. Damit ergibt sich
die Umwandlungsvorschrift des Transformators zu (2.16), wobei das komplexe
Übersetzungsverhältnis ü mit der Phasenverschiebung ϑ eingeführt wird [51, 67].

UPr

USe

=

�

ISe

IPr

�∗

= ü=
wPr

wSe

· ej·ϑ (2.16)

Primär- und Sekundärwicklung sind mit den Wicklungszahlen wPr bzw. wSe aus-
geführt. Im Drehstromsystem können Primär- und Sekundärwicklungen der drei
Leiter unterschiedlich verschaltet sein, wobei zwischen Stern-, Dreieck- und Zick-
zackschaltung unterschieden wird. Hieraus ergeben sich eine Vielzahl möglicher
Kombinationen von Schaltungen auf Primär- und Sekundärseite. Beispielsweise
werden für die Kopplung von Stromnetzen oberhalb von 30 kV aus wirtschaftlichen
wie technischen Gründen zumeist Sternschaltungen auf Primär- und Sekundärseite
eingesetzt, die die Phasenverschiebung ϑ = 0◦ realisieren. Hieraus folgt, dass das
zugehörige Übersetzungsverhältnis rein reell ist und ü= wPr/wSe beträgt [50].

Das stationäre Verhalten von Transformatoren lässt sich mit vier Parametern
beschreiben [67]:

• Der Widerstand RCu beschreibt die ohmschen Verluste in den Wicklungen und
ist für Primär- und Sekundärseite zu bestimmen.

• Die Reaktanz Xσ beschreibt die magnetischen Streuverluste, welche aus dem
magnetischen Fluss in den Wicklungen entstehen. Sie ist ebenfalls für Primär-
und Sekundärseite zu bestimmen.

• Der Widerstand RFe beschreibt die ohmschen Verluste, welche durch den
Eisenkern entstehen.

• Die Reaktanz X H beschreibt die Hauptinduktivität, welche den Magnetisie-
rungsstrom des Eisenkerns führt.
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Abbildung 2.7.: T-Ersatzschaltplan eines Transformators mit primärseitigem Bezug
unter angedeuteter Vernachlässigung von Hauptinduktivität und
ohmschen Verlusten im Eisenkern

Aufgrund der geringen Auswirkungen auf das stationäre Übertragungsverhalten
werden die Hauptinduktivität X H und der Widerstand RFe vernachlässigt. Der daraus
folgende stationäre Ersatzschaltplan ist in Abbildung 2.7 gezeigt. Dabei werden der
sekundärseitige Strom ISe und die sekundärseitige Spannung USe mittels (2.16)
auf die Primärsseite transformiert und mit dem Subskript t gekennzeichnet. Zur
Übersetzung auf die Sekundärseite wird ein idealer, d.h. verlustloser Transformator
mit dem Übersetzungsverhältnis ü angenommen. Aus dem Ersatzschaltplan kann
gefolgert werden, dass Transformatoren stets induktive Blindleistung benötigen.

Transformatoren können zur Anpassung des Übersetzungsverhältnisses ü mit
einem Stufenschalter ausgerüstet werden, bei dem die Wicklungen auf Primär- oder
Sekundärseite mit mehreren diskret schaltbaren Stufungen versehen sind. Durch
die Wahl der Stufung $ wird das Übersetzungsverhältnis ü und die Spannung
an den Klemmen des Transformators geregelt. Der Stufenschalter wird wegen der
kleineren Ströme meistens auf der Oberspannungsseite des Transformators imple-
mentiert. Je nach Verwendungszweck kann der Stufenschalter genutzt werden,
um in den angeschlossenen unterlagerten Stromnetzen ein möglichst einheitli-
ches Spannungsniveau zu stellen oder auch die Blindleistungsbereitstellung durch
Synchrongeneratoren zu unterstützen. In der Praxis des Übertragungsnetzbetriebs
können je nach Einsatzweise verschiedene Regelungsarten zum Einsatz kommen
[91].

Schaltungen des Stufenschalters (synonym zu Stufungen des Transformators)
verändern die wirksame Impedanz des Transformators. Für die nachfolgende Er-
läuterung wird angenommen, dass der Stufenschalter auf der Primärseite des
Transformators angebracht ist. Mittels einer beispielhaften Schaltung wird nun
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das Übersetzungsverhältnis ü reduziert, indem ein niedrigere Wicklungsstufe wPr
auf der Primärseite gewählt wird. Dies reduziert die Anzahl der stromdurchflos-
senen Wicklungen auf der Primärseite und senkt die primärseitige Impedanz des
Transformators. Ist auf der Sekundärseite eine spannungsabhängige Verbraucher-
last angebracht, so bewirkt dies nach (2.16) einen niedrigeren Stromfluss in den
Sekundärwicklungen ISe und gleichermaßen eine Erhöhung der sekundärseitigen
Spannung USe. Die Erhöhung der sekundärseitigen Spannung USe erhöht allerdings
auch den Leistungsbezug der Verbraucherlast nach (2.13). Für den sekundärseiti-
gen Stromfluss folgt damit, dass die Reduktion des sekundärseitigen Stromflusses,
bedingt aus der Schaltung des Stufenschalters, konterkariert wird, da sich der sekun-
därseitige Stromfluss auf Grund des erhöhten Leistungsbezugs der Verbraucherlast
wiederum erhöht. Dies führt auch auf der Primärseite des Transformators zu einer
Erhöhung des Stromflusses, sodass primärseitig ein höherer Blindleistungsbedarf
verzeichnet wird. Dieser Zusammenhang ist insbesondere bei den nachfolgenden
Überlegungen zur Spannungsstabilität relevant.

2.3.3 Kompensationsanlagen

Verbraucherlasten und weitere Betriebsmittel im Drehstromnetz benötigen für den
Aufbau ihrer Magnetfelder induktive und kapazitive Blindleistung. Diese kann
zum einen von Synchrongeneratoren durch über- bzw. untererregten Betrieb zur
Verfügung gestellt werden. Hierbei existieren als Sonderfall sog. rotierende Pha-
senschieber, die als verlustbehaftete Synchronmaschinen Blindleistung vergleichbar
zu Synchrongeneratoren zur Verfügung stellen können [92]. Zum anderen kann
Blindleistung aber auch durch lokale Kompensationsanlagen bereitgestellt werden.

Während Ladestromspulen induktive Blindleistung verbrauchen, beziehen Konden-
satorbänke kapazitive Blindleistung. Ladestromspulen kommen zumeist in Situatio-
nen zum Einsatz, wo aufgrund von Schwachlast ein kapazitiver Blindleistungsbedarf
des Drehstromnetzes besteht. Dementsprechend wirken sie spannungssenkend. Dem
entgegen werden Kondensatorbänke in Starklastzeiten eingesetzt, um den über-
wiegend induktiven Blindleistungsbedarf zu decken und die Spannung anzuheben
[67].

Neben der elektrischen Wirkung der Kompensationsanlagen kann weiterhin zwi-
schen dem Anschluss der Anlagen unterschieden werden, wobei Reihen- oder
Parallelkompensation möglich ist. Im Falle der Reihenkompensation werden Kon-
densatorbänke in Reihe mit dem jeweiligen Betriebsmittel geschaltet, wobei die
Längsinduktivität allerdings nur teilweise kompensiert wird. Ladestromspulen wer-
den in der Regel nicht als Reihenkompensation eingesetzt, da sie die elektrische
Länge einer Leitung vergrößern würden. Werden diese eingesetzt, dienen sie der
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Kurzschlussstrombegrenzung bspw. von Kabeln. Im Falle der Parallelkompensation
werden hingegen Kondensatorbänke bzw. Ladestromspulen parallel zu Verbrauchern
geschaltet. Somit kann der jeweilige Blindleistungsbedarf lokal ausgeglichen wer-
den, ohne dass diese Blindleistung im Drehstromnetz übertragen werden muss.
Werden für die Parallelkompensation Kondensatorbänke eingesetzt, ist allerdings zu
beachten, dass damit die elektrische Länge der Leitung erhöht wird [51].

In der einfachsten Ausführung sind Kompensationsanlagen diskret stufbar aus-
geführt und können per mechanischem Schalter zu- oder abgeschaltet werden
(MSCDN, mechanical switched capacitors with damping network, dt.: mechanisch
geschaltete Kompensationsanlagen mit Dämpfungsfiltern oder MSR, mechanical
switched reactors, dt.: mechanisch geschaltete Induktivität). Analog zu den Stufen-
schaltern der Transformatoren lassen sich verschiedene Regelungsmöglichkeiten
implementieren. Auf Basis der Ausführung modifizieren die diskreten Schaltungen
die Impedanz. Im Verbraucherzählpfeilsystem ergibt sich die Blindleistung QKomp,Ind
bzw. QKomp,Kap aus der Knotenspannung der jeweiligen Netzstation UNSt sowie der
jeweils zugeschalteten Induktivität LKomp für induktive Kompensationsanlagen nach
(2.17a) bzw. mittels der zugeschalteten Kapazität CKomp nach 2.17b.

QKomp,Ind =
U2

NSt

ω · LKomp

(2.17a)

QKomp,Kap = −ω · CKomp · U
2
NSt (2.17b)

Die beschriebene Blindleistungskompensation ist in unterschiedlichen technologi-
schen Ausführungen einsetzbar, etwa als leistungselektronisch gesteuerte Kompen-
sationsanlage (engl.: Flexible AC Transmission Systems, FACTS). Diese bewirken
ebenfalls eine induktive oder kapazitive Bereitstellung von Blindleistung. Aufgrund
ihrer leistungselektronischen Regelungseinrichtungen sind sie allerdings sehr schnell
schaltbar und weisen insbesondere im dynamischen Bereich Vorteile gegenüber La-
destromspulen bzw. Kondensatorbänken auf. Eine Übersicht der daraus folgenden
Vielzahl an möglichen Betriebsmitteln liefert [93]. Da das stationäre Verhalten al-
lerdings bei den verschiedenen Ausführungen vergleichbar ist, werden FACTS in
der Arbeit nicht vertiefend betrachtet, sodass sich die weiteren Ausführungen auf
mechanisch schaltbare Kompensationsanlagen beziehen.

2.4 Gleichstromtechnologie im Übertragungsnetz

Gleichstromtechnologie wird im Übertragungsnetz aus verschiedenen Gründen ein-
gesetzt. Ein Grund ist die Verbindung asynchroner elektrischer Energieversorgungs-
systeme, ein anderer der Transport von elektrischer Energie über weite Strecken.
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Als Verbindung zwischen AC- und DC-System kommen Umrichter zum Einsatz, die
über leistungselektronische Schalter Drehstrom- in Gleichstromgrößen und vice
versa umwandeln. Dafür existieren zwei mögliche Technologien: Umrichter mit
Spannungszwischenkreis (engl.: Voltage Source Converter, VSC) und Umrichter
mit Stromzwischenkreis (engl.: Line Comutated Converter, LCC). Erstere werden
aufgrund ihrer Bedeutung in Abschnitt 2.4.1 ausführlich analysiert, letztere in Ab-
schnitt 2.4.2. Neben klassischen Punkt-zu-Punkt-Verbindungen können insbesondere
VSC-HGÜ auf der DC-Seite auch zu komplexeren Netzstrukturen verbunden werden.
Dies ist in Abschnitt 2.4.3 beschrieben.

2.4.1 Umrichter mit Spannungszwischenkreis

VSC nutzen als leistungselektronische Schalter Bipolartranistoren mit isolierter
Gateelektrode (engl.: Insulated Gate Bipolar Transistor, IGBT). IGBT-Module weisen
den Vorteil auf, dass sie selbstgeführt sowohl an- als auch ausgeschaltet werden
können. Durch den Einsatz paralleler Kondensatoren zu den IGBT-Modulen, welche
jeweils durch eine Freilaufdiode erweitert sind, wird erreicht, dass die Spannung am
Umrichter auf AC- bzw. DC-Seite frei schaltbar ist. Hieraus folgt, dass die Polarität
des Stroms im Spannungszwischenkreis auch umgekehrt werden kann [94–96].

Aufbau und Funktionsweise

Eine Umrichterstation verbindet den AC-seitigen Netzanschlusspunkt (NAP AC)
mit dem NAP DC und besteht neben dem eigentlichen VSC noch aus weiteren
Betriebsmitteln. Abbildung 2.8 zeigt den schematischen Aufbau mit den relevanten
elektrischen Größen.

Bei VSC im Übertragungsnetz werden überwiegend Modulare Multilevel Um-
richter (engl.: Modular Multilevel Converters, MMC) eingesetzt. Der zugehörige
Aufbau ist in Abbildung 2.9 gezeigt. Dieser besteht für jeden der drei Leiter des
Drehstromsystems aus zwei Umrichterarmen, wovon der obere die positive und
der untere Arm die negative Polarität der DC-seitigen Ausgangsspannung UU,dc
übernimmt. Ein Umrichterarm besteht aus nSM Submodulen. Die Submodule wer-
den durch geeignete Modulationsverfahren individuell je nach Spannungsniveau
USM der Kondensatoren CSM sequentiell zu- bzw. abgeschaltet, wodurch sich eine
vergleichsweise oberschwingungsfreie AC-seitige Ausgangsspannung U

Ũ,ac
erreichen

lässt. Entsprechend entfällt der Bedarf nach zusätzlichen Filtern [97].
Die einzelnen Submodule eines MMC werden entweder als Halbbrücken- oder

als Vollbrücken-Submodule ausgeführt. Ein Halbbrücken-Submodul besteht aus
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Abbildung 2.8.: Schematischer Aufbau einer Umrichterstation unter Verwendung
des Average-Value-Modell und Vernachlässigung von Begrenzungs-
und Schutzeinrichtungen, angelehnt an [97]. Explizit berücksichtigt
sind Leiterreaktanz, Transformator und DC-Kondensator.

zwei IGBT-Modulen mit parallelen Freilaufdioden. Halbbrücken-Submodule können
daher nicht beide Spannungspolaritäten schalten. Im Gegensatz dazu besteht ein
Vollbrücken-Submodul aus vier IGBT-Modulen mit Freilaufdioden. Somit können
beide Spannungspolaritäten sowie der Spannungsnullwert an den Klemmen des
Submoduls erreicht werden. Vollbrücken-Submodule weisen den Vorteil auf, dass sie
im Fehlerfall blockieren und den Fehler auch aktiv durch eine Spannungsregelung
auf den Nullwert klären können. Im Gegenzug weisen Halbbrücken-Submodule die
geringeren Verluste auf [41, 97].

Die Leiterreaktanz dient hauptsächlich der Begrenzung von Fehlerströmen, wird
aber auch zur regelungstechnischen Entkopplung von Wirk- und Blindleistungs-
flüssen auf der AC-Seite des Umrichters genutzt. Speziell bei MMC wird sie zur
Vermeidung von Kreisströmen üblicherweise aufgeteilt und als Armreaktanz Larm in
den Umrichterarmen eingesetzt. Zur Spannungshaltung am NAP AC wird meistens
ein Transformator zwischen Netzanschlusspunkt und Umrichter eingesetzt [97].

Umrichterstationen können auf verschiedene Weisen konfiguriert werden, um
HGÜ-Systeme zu realisieren. Hierbei wird zwischen asymmetrischem Monopol, sym-
metrischem Monopol und Bipol unterschieden. Bei einem asymmetrischen Monopol
wird ein DC-Pol genutzt, um einen elektrischen Leiter anzuschließen, der mindes-
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Abbildung 2.9.: Schematischer Aufbau eines VSC inMMC-Topologie unter Berücksich-
tigung von Halbbrücken- und Vollbrücken-Submodulen, angelehnt
an [97]

tens auf die volle Bemessungsspannung des Umrichters U rLtg,r = U rU,dc ausgelegt ist.
Der andere Pol ist geerdet. Im Gegenzug dazu sind beim symmetrischen Monopol
beide Pole mit einem elektrischen Leiter verbunden, die jeweils auf die halbe Be-
messungsspannung U rLtg = ±UrU,dc/2 ausgelegt sind. Bei einem Bipol werden etwa
zwei asymmetrische Monopole verbunden, sodass in einer Umrichterstation jeweils
zwei VSC vorhanden sind. Dies schafft eine vorteilhafte Redundanz, da bei Ausfall
eines VSC weiterhin die halbe Bemessungsleistung übertragen werden kann [98].
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Modellierung einer Umrichterstation

Die elektrotechnisch vollständige Modellierung eines VSC bedarf wegen der Vielzahl
an IGBT-Modulen einer hohen Rechenzeit. Abhängig von der zu untersuchenden
Fragestellung ist dies nicht immer zielführend. Beispielhaft standardisiert die CIGRÉ
Modelltypen unterschiedlicher Genauigkeit und Untersuchungszwecke in sieben
Klassen [99]. Basierend auf den relevanten Zeitkonstanten kommt im Rahmen dieser
Arbeit ein vereinfachtes Average-Value-Modell (AVM) zum Einsatz. Dieses bildet den
VSC über gesteuerte Spannungsquellen auf der AC-Seite und gesteuerte Stromquel-
len auf der DC-Seite ab. Somit werden insbesondere die leistungselektronischen
Schaltvorgänge vernachlässigt. Explizit berücksichtigt werden hingegen sowohl die
Leiterreaktanz auf der AC-Seite als auch ein aus den Submodul-Kapazitäten CSM agg-
regierter DC-seitiger Kondensator, da diese für den stationären Netzbetrieb relevant
sind. Das AVM ist in Abbildung 2.8 verdeutlicht. Die im VSC auftretenden Verluste
P

Ũ,V
werden durch die generalisierte Verlustgleichung (2.18) in Abhängigkeit des

Umrichterstroms IU,ac abgebildet [97, 100]. Demnach besteht die Verlustgleichung
aus dem Leerlauf-Verlustfaktor k

Ũ,VP
, dem linearen Verlustfaktor k

Ũ,VI
sowie dem

quadratischen Verlustfaktor k
Ũ,VZ

. Der lineare Verlustfaktor berücksichtigt Schalt-
verluste der IGBT-Module, während der quadratische Verlustfaktor Stromverluste
abbildet.

P
Ũ,V
= k

Ũ,VP
+ k

Ũ,VI
· IU,ac + k

Ũ,VZ
· I2

U,ac (2.18)

Die Kopplung zwischen der AC-seitigen Leistungseinspeisung P
Ũ,ac

, der DC-
seitigen Leistungseinspeisung P

Ũ,dc
und den Verlusten im VSC P

Ũ,V
wird mathe-

matisch über (2.19) berücksichtigt.

P
Ũ,ac
+ P

Ũ,dc
+ P

Ũ,V
= 0 (2.19)

Regelungseinrichtungen

Für die verlustlose Leistungseinspeisung eines VSC gilt analog zum Synchrongene-
rator (2.4), wenn statt der Größen des Synchrongenerators die Größen des VSC
eingesetzt werden. Statt des internen Generatorwinkels δint wird der Phasenwinkel
der Spannung am Umrichter θ

Ũ
verwendet. Es ist ersichtlich, dass Wirk- und Blind-

leistungseinspeisung am NAP AC unmittelbar durch Regelung der Spannung am
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Umrichter U
Ũ,ac
= U

Ũ,ac
· ej·θ

Ũ eingestellt werden können. Dieser Zusammenhang
kann regelungstechnisch ausgenutzt werden [40, 41].

In der Vergangenheit wurden spannungseinprägende Regelungseinrichtungen,
welche die Leistungseinspeisung SU,ac direkt über die Vorgabe der Umrichterspan-
nung U

Ũ,ac
einstellten, vermieden. Dies liegt darin begründet, dass mit einer span-

nungseinprägenden Regelung keine direkte Regelung des Umrichterstroms IU,ac
sowie keine Dämpfung von Resonanzen vorgenommen werden kann [40, 41].
Zunehmend werden spannungseinprägende Regelungseinrichtungen von VSC Ge-
genstand der Forschung, wobei diese insbesondere für große dynamische Störungen
untersucht werden [101]. Im Rahmen der Arbeit wird eine stromeinprägende
Regelungseinrichtung verwendet.

Aufbauend auf der Park-Transformation werden unter Verwendung einer Phasen-
regelschleife (engl.: Phase Locked Loop, PLL) zur Synchronisierung die AC-Größen
im RI-Referenzrahmen in Größen im dq-Referenzrahmen zerlegt [102]. Hierbei
wird als Bezug die Umrichterspannung am Netzanschlusspunkt UU,ac auf die zu-
gehörige d-Achse UU,ac,d gelegt, sodass UU,ac,q = 0pu gilt. Daraus folgt, dass die d-
und q-Komponente des AC-seitigen Umrichterstroms IU,ac,d bzw. IU,ac,q direkt mit
der Wirk- bzw. Blindleistungseinspeisung PU,ac bzw. QU,ac korreliert sind. Die Wirk-
leistungseinspeisung PU,ac (bzw. analog PU,dc) sowie die Blindleistungseinspeisung
QU,ac können durch eine geeignete Regelung unabhängig voneinander vorgegeben
werden. Im nachfolgend vorgestellten Regelungskonzept wird dies genutzt, indem
der internen Stromregelung eine getrennte Regelung für die d- und q-Achse über-
geordnet wird [40, 41, 103]. Abbildung 2.10 zeigt das verwendete hierarchische
Regelungskonzept. Nicht berücksichtigt sind weitergehende Regelungen wie bspw.
Fault-Ride-Through-Regelungen [104].

In den übergeordneten Regelungseinrichtungen werden die Sollwerte für den
Strom in d- und q-Achse I ref

U,ac,d bzw. I ref
U,ac,q bestimmt. Auf der d-Achse ergibt sich

eine Wahlmöglichkeit zwischen der Regelung der Wirkleistungseinspeisung PU,ac
(bzw. analog PU,dc) und der DC-Spannung UU,dc. Weiterhin ist über eine Statik kpdr,dr
auch eine kombinierte Regelung beider Größen möglich. Auf der q-Achse ergibt sich
analog eine Wahlmöglichkeit zwischen der Regelung der Blindleistungseinspeisung
QU,ac und der AC-Spannung UU,ac. Unter Verwendung von PI-Reglern werden die
jeweils gemessenen Größen auf die vorgegebenen Sollwerte nachgeführt, indem die
Sollwerte für die Strombeträge in der d-Achse I ref

U,ac,d und q-Achse I ref
U,ac,q angepasst

werden.
Der Stromregler für die Strombeträge in der d-Achse IU,ac,d und der q-Achse IU,ac,q

ist jeweils als PI-Regler ausgeführt. Die Sollwerte werden aus den übergeordneten
Regelungseinrichtungen nachgeführt. Dies geschieht, indem über Spannungsmodu-
lationsverfahren die Spannung am Umrichter U

Ũ,ac
angepasst wird. Da Spannungs-
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Abbildung 2.10.: Hierarchische Struktur der wichtigsten stationären Regelungsein-
richtungen eines VSC unter Verwendung der Parktransformati-
on auf Basis einer Stromeinprägung, angelehnt an [66, 105]. Zur
Vereinfachung werden die AC- und DC-seitigen Spannungs- und
Stromwerte als Eingangsgrößen nicht eingezeichnet.

modulationsverfahren sowie weitere interne unterlagerte Regelungseinrichtungen
des Umrichters keine Relevanz für das stationäre Verhalten des VSC haben, werden
diese nachfolgend vernachlässigt [41, 66, 97, 106].

Stationärer Betrieb

Unter Voraussetzung einer konstanten Spannung am Netzanschlusspunkt des Um-

richters von
�

�

�UU,ac

�

�

� = 1pu lässt sich bei veränderlicher Spannung am Umrichter

U
Ũ,ac

das Betriebsdiagramm der AC-Seite nach Abbildung 2.11 bestimmen.
Die Wirk- und Blindleistungseinspeisung ist wesentlich von Faktoren begrenzt,

die die eingesetzten IGBT-Module betreffen [97, 107]:

• Thermische Begrenzung der IGBT-Module: Thermisch bedingt darf der Um-
richterstrom IU,ac nicht den Bemessungsstrom I rU,ac überschreiten. Diese
Begrenzung ist durch den durchgezogenen Kreis in Abbildung 2.11 berück-
sichtigt und durch (2.20) beschrieben. Bei einer höheren Spannung UU,ac
kann eine größere Scheinleistung SU,ac eingespeist werden.

IU,ac =

�

�

�

�

�

�

PU,ac + j ·QU,ac

UU,ac

�∗�
�

�

�

�

≤ I rU (2.20)
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Abbildung 2.11.: Betriebsdiagramm eines Umrichters in MMC-Topologie für eine
konstante Spannung am AC-Netzanschlusspunkt unter Berück-
sichtigung der Grenzwerte I rU = 1,05 pu und U

Ũ,max
= 1,2 pu,

angelehnt an [107]

• Begrenzung DC-Spannung: Technologisch bedingt ist die DC-Spannung UU,dc

zum Schutz vor Überspannungen auf den Wert UU,dc,max beschränkt. Diese
Begrenzung ist so ausgelegt, dass die serielle Sperrspannung Ublock der IGBT-
Module auch bei Ausfall einiger Module nicht überschritten wird. Hieraus
ergibt sich eine maximale AC-Spannung am Umrichter U

Ũ,ac,max
. Diese Begren-

zung ist in Abbildung 2.11 durch den strichlierten Halbkreis berücksichtigt
und mittels (2.21) beschrieben. Durch diese Limitierung wird die induktive
Blindleistung QU,ac,ind begrenzt. Bei einer hohen AC-Spannung am Netzan-
schlusspunkt UU,ac ergibt sich, dass die einspeisbare induktive Blindleistung
QU,ac,ind stärker begrenzt wird.

PU,ac + j ·QU,ac ≤ j ·
UU,ac · U

∗
Ũ,ac,max

X U,ac

+ j ·
U2

U,ac

X U,ac

(2.21)

• Weitere Begrenzungen: Neben den beiden vorgenannten Begrenzungen erge-
ben sich weitere Limitierungen aus den Bemessungswerten der angeschlosse-
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nen Betriebsmittel, wie AC- oder DC-Leitungen. Diese sind in Abbildung 2.11
nicht berücksichtigt.

2.4.2 Umrichter mit Stromzwischenkreis

LCC nutzen Thyristoren als leistungselektronische Schalter, die über die Wahl des
Zündwinkels α zwar kontrolliert angeschaltet werden können, zur Abschaltung
allerdings den Stromnulldurchgang benötigen. Die Thyristor-Module werden in
der Regel in Sechs- bzw. Zwölf-Puls-Brückenschaltung eingesetzt. Der Stromfluss
kommutiert abhängig von der Spannung über den Thyristor-Modulen zwischen
den Armen der Brückenschaltung. Da keine anti-parallelen Schaltungen verwendet
werden können, ist die Polarität des Gleichstroms im Umrichter festgelegt und
kann nicht geändert werden. Zur Glättung des Gleichstroms müssen daher im
Stromzwischenkreis Spulen eingesetzt werden. Ebenfalls folgt hieraus, dass zur
Leistungsflussumkehr die Polarität der Gleichspannung geändert werden muss [97,
108].

Bedingt durch die angeführten Eigenschaften der Thyristor-Module ergeben sich
einige technologische Nachteile von LCC gegenüber VSC. Der Steuerungs- und Kom-
mutierungsvorgang bedarf aufgrund der eingesetzten Spulen zugeführter induktiver
Blindleistung QU = −Qind, die aus dem AC-System oder durch zusätzliche Kompen-
sationsanlagen bereitgestellt werden muss. Dies bedingt auch, dass der Anschluss
von LCC nur in Drehstromnetzen mit einer ausreichenden Kurzschlussleistung S

′′

k
erfolgen kann, da es ansonsten leicht zu Kommutierungsfehlern kommt. Zudem
treten durch das blockförmige Schalten der Thyristor-Module Oberschwingungsver-
zerrungen auf, die Filtereinrichtungen benötigen [67, 95].

Die Wirkleistungsübertragung in LCC wird über die Regelung des Zündwinkels α
gesteuert, wodurch implizit die Gleichspannung UU,dc angepasst wird. Nicht regelbar
ist damit im Gegensatz zum VSC die in das AC-System eingespeiste Blindleistung
QU, sodass sich insbesondere im Bereich der Spannungshaltung Nachteile für LCC
ergeben. Vorteilhaft ist hingegen, dass Thyristor-Module heutzutage in höheren
Leistungsklassen realisiert werden können als IGBT-Module. Zudem sind Thyristor-
Module eher überlastfähig und damit robuster gegenüber Fehlern als IGBT-Module.
HGÜ-Systeme mit LCC werden aktuell vornehmlich für die Übertragung großer
Wirkleistungen über weite Entfernungen eingesetzt [109]. Da sie betrieblich wie
beschrieben Nachteile gegenüber VSC aufweisen, werden LCC in dieser Arbeit nicht
behandelt.
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2.4.3 Netzstrukturen von HGÜ-Systemen

VSC und LCC können verwendet werden, um den in Abbildung 2.1 gezeigten klassi-
schen Aufbau des Drehstromnetzes um HGÜ-Systeme zu erweitern. Bei der Betrach-
tung von HGÜ-Systemen lassen sich zwei wesentliche Netzstrukturen unterscheiden:
Radiale und vermaschte Strukturen. Diese unterscheiden sich darin, dass im Ge-
gensatz zu vermaschten Strukturen bei radialen Strukturen zwei DC-Netzstationen
über nicht mehr als einen Übertragungsweg verbunden sind. Eine DC-Netzstation
besteht zumindest aus einer DC-Sammelschiene, an die optional eine Umrichter-
station sowie weitere Betriebsmittel wie DC-Leistungsschalter angeschlossen sind.
Werden DC-Leistungsschalter eingesetzt, so können Fehler auf einer Leitung oder in
einem Umrichter selektiv freigeschaltet werden, ohne dass das gesamte HGÜ-System
heruntergefahren werden muss.

Die einfachste Form einer radialen Netzstruktur besteht in Form einer Punkt-
zu-Punkt-Verbindung zweier Netzstationen. Diese Struktur kann entweder seriell
oder in Sternform erweitert werden. In diesem Fall spricht man auch von einem
Multi-Terminal-DC-System (MTDC-System). Radiale Netzstrukturen können zu ver-
maschten Netzstrukturen erweitert werden, wenn über den Zubau weiterer Übertra-
gungswege zwei DC-Netzstationen über mehr als einen Übertragungsweg verbunden
sind. Diese Erweiterung bringt Vorteile bezüglich der Ausfallsicherheit [97, 110].
Im Rahmen der Arbeit wird ein HGÜ-System als Punkt-zu-Punkt-Verbindung zweier
Netzstationen mit Umrichtern in VSC-Ausführung verwendet. Dieses HGÜ-System
wird nachfolgend als VSC-HGÜ bezeichnet.

2.5 Zusammenfassung

Zur zuverlässigen Versorgung der Verbraucher im elektrischen Energieversorgungs-
system hat sich eine hierarchische Struktur des Systems herausgebildet. Diese besteht
aus mehreren Spannungsebenen, aufgeteilt in Übertragungs- und Verteilungsnetz.
In diesen sind die verschiedenen Betriebsmittel gemäß ihrer Bemessungsleistung
angeschlossen. Die konkrete Ausführung der jeweiligen Netzstrukturen richtet sich
nach der Übertragungsaufgabe, die sowohl von den vorhandenen EZA als auch von
den Verbraucherlasten definiert wird.

Der stationäre Netzbetrieb wird ausgehend von technologischen Charakteristika
vom statischen wie dynamischen Verhalten der angeschlossenen Betriebsmittel beein-
flusst. Dieses Verhalten kann bei einigen Betriebsmitteln durch Regelungseinrichtun-
gen geregelt werden. Im Rahmen der Arbeit sind insbesondere Synchrongeneratoren
und Umrichter relevant. Gemäß der technologischen Charakteristika ist der Einsatz
dieser Betriebsmittel allerdings über die jeweiligen Betriebsdiagramme begrenzt.
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Durch eine Auswahl der damit bestehenden Freiheitsgrade muss sichergestellt
werden, dass der stationäre Netzbetrieb im zulässigen Bereich verbleibt.

Aufbauend auf den in diesem Kapitel analysierten technologischen Eigenschaften
der vorhandenen Betriebsmittel wird im nächsten Kapitel der stationäre Netzbetrieb
betrachtet.
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3 Grundlagen des stationären
Systembetriebs

Das elektrische Energieversorgungssystem besteht in seiner Gesamtheit aus einer
strukturierten Verschaltung der im vorangegangen Kapitel vorgestellten Technolo-
gien. Physikalisch bedingt müssen sowohl die Wirk- als auch die Blindleistungsbilanz
des Gesamtsystems stets im Gleichgewicht sein. Treten Störungen in Form von kon-
tinuierlichen oder diskreten Änderungen der stationären Größen auf, so kommt
es abhängig vom Zeitbereich zu elektromagnetischen und elektromechanischen
Ausgleichsvorgängen. Nach Abklingen dieser Ausgleichsvorgänge resultiert der
stationäre Arbeitspunkt als eingeschwungener Zustand, womit für alle zeitlichen
Änderungen ∂ x

∂ t = 0 gilt. Die Ausbildung des stationären Arbeitspunktes wird in
Abschnitt 3.1 näher beschrieben. Im Sinne einer zuverlässigen elektrischen Energie-
versorgung muss dieser Arbeitspunkt sowohl stationär zulässig als auch gegenüber
weiteren Störungen stabil sein [111, 112]. Die Systemstabilität wird in Abschnitt 3.2
analysiert. Abschließend fasst Abschnitt 3.3 die gewonnenen Erkenntnisse zusam-
men.

3.1 Stationärer Arbeitspunkt

Für elektrische Energieversorgungssysteme bestehen verschiedene Planungs- und
Betriebsprozesse, welche mit unterschiedlichen Zeitkonstanten Einfluss auf die Aus-
bildung des stationären Arbeitspunktes nehmen. Die ÜNB planen und betreiben nicht
alle angeschlossenen Betriebsmittel im Übertragungsnetz, sondern sind auch für den
Anschluss unterlagerter Stromnetze und auch von Kundenanlagen verantwortlich.
Die Ausbildung des stationären Arbeitspunktes ergibt sich aus den auftretenden
Leistungsflüssen, welche gemäß Leistungseinspeisungen wie -entnahmen aus der To-
pologie des Stromnetzes resultieren. Dies wird in Abschnitt 3.1.1 näher beschrieben.
Des Weiteren beeinflussen die ÜNB die Ausbildung des stationären Arbeitspunktes
im Rahmen der in Abschnitt 3.1.2 näher beschriebenen Systemverantwortung auch
unmittelbar selbst [50].
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3.1.1 Ausbildung des Arbeitspunktes

EE-Anlagen, welche nach dem EEG angeschlossen sind, weisen einen Einspeisevor-
rang gegenüber anderen EZA auf [11]. Die Wirkleistungseinspeisungen aus diesen
Anlagen PEE sind wetterabhängig und volatil. Vergleichbar zu den Wirkleistungs-
entnahmen von Verbraucherlasten PL sind sie im Vorhinein nicht bekannt. Folglich
müssen diese mit geeigneten Verfahren prognostiziert werden, was auf Basis histo-
rischer Daten sowie von Wetterdaten möglich ist [113]. Gleiches gilt auch für die
auftretenden Netzverluste PV. Unter Einbeziehung von Ex- und Importen PExpImp
muss die verbleibende Residuallast PRes gemäß (3.1) von den konventionellen
Kraftwerken PKonvKW gedeckt werden. Dies geschieht im Rahmen von marktwirt-
schaftlichen Vorgehen, welche in [114, 115] näher beschrieben sind. Sind überdies
HGÜ-Systeme im Synchrongebiet vorhanden, muss die Wirkleistungsbilanz des
DC-Systems ebenfalls gewährleistet sein. Da im DC-System selbst keine leistungser-
zeugenden bzw. -verbrauchenden Anlagen angeschlossen sind, ergibt sich die Bilanz
aus den Wirkleistungsübertragungen der HGÜ-Umrichter zu PU,ac = 0.

PRes = PL + PV
︷ ︸︸ ︷

PV,ac + PV,dc

− PEE + PExpImp + PU,ac
︷︸︸︷

= 0

= PKonvKW (3.1)

Anders als die Wirkleistungsbilanz wird die Blindleistungsbilanz des Systems
bisher nicht durch marktwirtschaftliche Verfahren gedeckt [116]. Im Unterschied
zur Wirkleistungsbilanz, die global im System ausgeglichen werden kann, muss
die Blindleistungsbilanz lokal gedeckt werden, da Blindleistung nicht über weite
Entfernungen übertragen werden kann [82]. Für die angeschlossenen Betriebsmittel
gelten daher technische Anschlussregeln, welche u.a. die Bereitstellung von Blind-
leistung vorschreiben. Insgesamt folgt eine analoge Bilanzgleichung zu (3.1), wobei
allerdings QU,ac 6= 0 gilt.

Leistungsflüsse breiten sich im Drehstromsystem gemäß der Kirchhoff’schen
Knoten- wie Maschengleichungen basierend auf den Impedanzverhältnissen der
Übertragungswege zwischen leistungseinspeisenden Anlagen und leistungsentneh-
menden Verbrauchern aus [117]. Werden Leistungseinspeisungen und -entnahmen
als konstant vorausgesetzt, können auftretende Leistungsflüsse im Drehstromsystem
nur durch Schaltmaßnahmen der Netztopologie sowie weiterer schaltbarer Anlagen
wie Phasenschiebertransformatoren (PST) beeinflusst werden [23].

3.1.2 Einfluss der ÜNB im Rahmen der Systemverantwortung

In Wahrnehmung der Systemverantwortung führen die ÜNB verschiedene zeitlich
abgestufte Prozesse durch, die jederzeit einen zulässigen Arbeitspunkt des Systems
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Abbildung 3.1.: Zeitlicher Ablauf der verschiedenen Planungs- und Betriebsprozesse
der Systemführung

gewährleisten müssen. Dies umfasst neben der Netzplanung auch die Netzbetriebs-
planung und den operativen Netzbetrieb. Abbildung 3.1 illustriert den zeitlichen
Ablauf dieser Prozesse.

Die Netzplanung stellt durch Netzausbauprojekte sicher, dass zukünftige Anforde-
rungen an das Übertragungsnetz durch eine geeignete Übertragungsnetzstruktur
erfüllt werden. Dazu werden langfristige Planungsszenarien genutzt, die unter Abbil-
dung von Unsicherheiten zukünftige Entwicklungen abschätzen. Das NOVA-Prinzip
legt fest, dass die Netzoptimierung vor der Netzverstärkung, vor dem eigentlichen
Netzausbau priorisiert wird. Gesetzlich bedingt gilt für den deutschen Netzent-
wicklungsplan, dass dieser Entwicklungen mit einem Zeithorizont zwischen 10-15
Jahren abbildet [3, 23]. Dabei werden Netzanalysen mit stationären und dynami-
schen Beurteilungskriterien vorgenommen. Dies umfasst stationäre Berechnungen
zu thermischen Belastungen und dem Spannungsniveau sowie auch Simulationen
von Kurzschlüssen. Zudem werden nachgelagert auch weiterführende Kriterien wie
der Netzschutz, die Wahrung der Systemstabilität oder die Spannungsqualität über-
prüft [118]. Im Rahmen der Netzplanung wird die dem Systembetrieb zugrunde
liegende Übertragungsnetzstruktur entwickelt.

Die Netzbetriebsplanung stellt darauf aufbauend sicher, dass lang-, mittel- und
kurzfristige Ereignisse durch den operativen Netzbetrieb zuverlässig beherrscht
werden können. Dies umfasst langfristig die Planung von Bau- und Instandhaltungs-
maßnahmen. Mittelfristig werden der Verlustenergiebedarf prognostiziert sowie
die Planung benötigter Systemdienstleistungen wie z.B. der Regelenergiebedarf
vorgenommen. Kurzfristig werden in der Netzbetriebsplanung bspw. die gemeldeten
Fahrpläne der EZA für den Folgetag koordiniert und darauf aufbauend Ausfall-
rechnungen durchgeführt. Im Rahmen der Netzbetriebsplanung wird der operative
Netzbetrieb vorbereitet und sichergestellt, dass der erwartete stationäre Arbeitspunkt
zulässig beherrscht werden kann [119–121].
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Abbildung 3.2.: Aufgaben des operativen Netzbetriebs zur Wahrung eines sicheren
und zuverlässigen Betriebs des elektrischen Energieversorgungssys-
tems, aufbauend auf [119, 122]

Der Netzbetrieb erhält die Ergebnisse der Netzbetriebsplanung am Vorabend des
aktuellen Tages. Darauf aufbauend wird durch eine kontinuierliche Überwachung
der Betriebsparameter sowie mit Sicherheitsrechnungen in Echtzeit gewährleistet,
dass Störungen beherrscht werden und ein zulässiger Netzbetrieb gewahrt bleibt.
Hierzu erarbeiten die ÜNB in Zusammenarbeit mit angeschlossenen Netzbetrei-
bern und Betreibern von EZA einen konkreten Maßnahmenkatalog [119, 122].
Zusammengefasst sind die Aufgaben des operativen Netzbetriebs in Abbildung 3.2
dargestellt.

Im Rahmen von Netzplanung und Netzbetriebsplanung muss der erwartete statio-
näre Arbeitspunkt prognostiziert werden, da keine Messwerte vorliegen. Prinzipiell
gilt, dass umso weniger bekannte und gesicherte Informationen vorliegen, je weiter
der betrachtete Arbeitspunkt in der Zukunft liegt. Die Technik der Szenarioanalyse
wird eingesetzt, um unsichere Entwicklungen mittels Szenarien abzubilden [123].
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Demgegenüber können im operativen Netzbetrieb Messwerte verwendet werden,
aus denen der vorliegende stationäre Arbeitspunkt geschätzt bzw. berechnet wird
[124].

3.2 Systemstabilität

Der Begriff der Systemstabilität wird bei dynamischen Systemen generell genutzt,
um das Verhalten bei Störungen des Gleichgewichtszustands zu beschreiben und zu
bewerten. Ein System gilt allgemein als stabil, wenn es auf eine hinreichend kleine
Störung auch nur mit einer hinreichend kleinen Auslenkung reagiert [125]. Darauf
aufbauend werden in Abschnitt 3.2.1 zunächst die Grundlagen der Systemstabilität
im elektrischen Energieversorgungssysten analysiert. Im Rahmen der Arbeit sind
insbesondere die Spannungsstabilität und die Rotorwinkelstabilität relevant. Sie
werden in Abschnitt 3.2.2 und Abschnitt 3.2.3 detailliert beschrieben.

3.2.1 Überblick zur Systemstabilität

In der elektrischen Energieversorgung gilt für die Systemstabilität im AC-System
nach allgemeinen wissenschaftlichen Verständnis heute die Definition, welche im
Rahmen der IEEE/CIGRE Joint Task Force „Definition and Classification of Power
System Stability“ bestimmt worden ist:

Power system stability is the ability of an electric power system, for a given
initial operating condition, to regain a state of operating equilibrium
after being subjected to a physical disturbance, with most system variables
bounded so that practically the entire system remains intact [126].

Es wird zunächst vom initial vorliegenden stationären Arbeitspunkt als Gleichge-
wichtszustand sowie einer darauf wirkenden Störung ausgegangen. Infolgedessen
wird das System angeregt, woraus sich im Falle von vorliegender Stabilität nach
elektromagnetischen und elektromechanischen Ausgleichsvorgängen ein neuer sta-
tionärer Arbeitspunkt ergibt. Aussagen zur Systemstabilität können nur für den
initial betrachteten stationären Arbeitspunkt des Systems getroffen werden. Dar-
über hinaus wird Systeminstabilität nicht bedingt, wenn nach der Störung einige
Betriebsparameter außerhalb der erlaubten Toleranzbänder liegen, bzw. einzelne
Betriebsmittel instabil werden und abgeschaltet werden müssen. Systeminstabilität
liegt nur vor, wenn sich aufgrund von Störungen derart unzulässige Betriebsparame-
ter ergeben, dass weite Teile des Systems abgeschaltet werden [126].

Die abhängig vom Zeitbereich auftretenden elektromagnetischen und elektro-
mechanischen Ausgleichsvorgänge weisen unterschiedliche Zeitkonstanten auf, die
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zudem von Regelungseinrichtungen in verschiedenen Zeitintervallen beeinflusst
werden [41, 127]. Aus diesem Grund wird die Systemstabilität im elektrischen
Energieversorgungssystem in Betrachtungsklassen unterteilt, was gemäß des Kon-
zepts der partiellen Stabilität zulässig ist [128]. Dies erlaubt die Verwendung von
vereinfachten Modellen und Rechenweisen je nach untersuchter Fragestellung. Dazu
haben sich drei wesentliche Kriterien herausgebildet:

• Auswirkung auf Betriebsparameter: Instabilitäten werden anhand der charak-
teristischen Betriebsparameter Rotorwinkel, Frequenz und Spannung klassifi-
ziert.

• Größe der Störung: Auftretende Störungen werden je nach Schwere in
Kleinsignal- oder Großsignalstörungen unterschieden. Da Großsignalstö-
rungen nicht dem stationären Netzbetrieb zurechenbar sind, werden diese
nachfolgend nicht behandelt.

• Dauer der Ausgleichsvorgänge: Auftretende Ausgleichsvorgänge werden im
Kurzzeit- oder Langzeitbereich betrachtet.

Die aus der Definition nach [126] folgende Klassifizierung der Systemstabilität
im elektrischen Energieversorgungssystem ist in Abbildung 3.3 gezeigt. Zusätzlich
zu diesen Kriterien können die wesentlichen Treiber auftretender Instabilitäten in
Synchrongeneratoren und Verbraucherlasten unterschieden werden [82]. Diese sind
ebenfalls in Abbildung 3.3 dargestellt. Nachfolgend werden die Stabilitätsklassen
unter Einbeziehung der charakteristischen Betriebsparameter beschrieben.

Rotorwinkelstabilität bezeichnet die Fähigkeit des elektrischen Energieversorgungs-
systems, die Synchrongeneratoren im Synchronismus zu halten. Dies bedeutet,
dass sich die Rotorwinkel einschwingen und es nicht zu unkontrollierten Be-
schleunigungsvorgängen und damit zu Leistungspendelungen kommt. Die
Rotorwinkelstabilität ist damit nur im Kurzzeitbereich relevant [126]. Die
statische Rotorwinkelstabilität wird in Abschnitt 3.2.3 detailliert analysiert.

Frequenzstabilität bezeichnet die Fähigkeit des elektrischen Energieversorgungs-
systems, die stationäre Netznennfrequenz fn = 50Hz während und nach
Störungen beizubehalten bzw. wiederherzustellen. Dies umfasst wesentlich
das Gleichgewicht zwischen eingespeister und entnommener Wirkleistung.
Da insbesondere die rotierenden Elemente der Synchrongeneratoren einen
Speicher kinetischer Energie darstellen, kommt es bei Wirkleistungsungleich-
gewichten im AC-System zu Wirkleistungsabgaben -bzw. aufnahmen. Diese
resultieren in Frequenzänderungen. Zur Wahrung der Frequenzstabilität
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Abbildung 3.3.: Klassifizierung der AC-Systemstabilität im elektrischen Energiever-
sorgungssystem nach beeinflusstem Betriebsparameter, Größe der
Störung und Dauer der Ausgleichsvorgänge sowie dem auslösenden
Betriebsmittel, angelehnt an [82, 126]

muss ausreichend Regelreserveleistung vorgehalten werden, wobei als Letzt-
maßnahme auch Verbraucherlasten abgeschaltet werden können. Aufgrund
der Trägheit der Synchrongeneratoren wird die Frequenzstabilität in der
Regel im Langzeitbereich untersucht. Zudem ist sie insbesondere bei Großsi-
gnalstörungen relevant, sodass sie nachfolgend nicht weiter betrachtet wird
[126].

Spannungsstabilität bezeichnet die Fähigkeit des elektrischen Energieversorgungs-
systems, die Knotenspannungen im zulässigen Toleranzband zu halten. Dies
umfasst wesentlich das Verhalten der Verbraucherlasten, etwa nach Span-
nungseinbrüchen. Untersuchungen zur Spannungsstabilität unterscheiden
wesentlich zwischen Betrachtungen im Kurzzeit- und im Langzeitbereich.
Da im Kurzzeitbereich insbesondere schnelle Spannungseinbrüche relevant
sind, werden diese nicht dem stationären Systembetrieb zugerechnet und
nicht betrachtet [126]. Die Spannungsstabilität im Langzeitbereich wird in
Abschnitt 3.2.2 ausführlich beschrieben.

Die Unterscheidung zwischen Rotorwinkel- und Spannungsstabilität wird nicht
basierend auf der Trennung zwischen Wirk- und Blindleistungsbilanz getroffen.
Stationär lässt sich zwar ein dominanter Zusammenhang zwischen der übertragenen
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Abbildung 3.4.: Klassifizierung der DC-Systemstabilität im elektrischen Energiever-
sorgungssystem nach auftretenden Effekten, angelehnt an [106]

Wirkleistung und den Winkeln der komplexen Knotenspannungen sowie der übertra-
genen Blindleistung und den Beträgen der komplexen Knotenspannungen ableiten.
Insbesondere in Situationen mit einer hohen Systemauslastung kann allerdings auch
die geringer ausgeprägte Abhängigkeit zwischen Wirkleistungsübertragung und
Spannungsbeträgen bzw. Blindleistungsübertragung und Spannungswinkeln einen
kritisch Einfluss aufweisen [126].

Eine vergleichbare Definition nach [126] liegt für das DC-System in der Literatur
bisher nicht vor [129]. Vergleichbar zum AC-System können im DC-System jedoch
ähnliche Effekte beobachtet werden. Eine mögliche Einteilung ist in Abbildung 3.4
gezeigt [106].

Im Gegensatz zum AC-System ergibt sich im DC-System eine Korrelation der
Knotenspannungen zum Wirkleistungsgleichgewicht. Diese bedingt sich durch die
Gleichstromcharakteristik, womit die übertragene Wirkleistung direkt proportional
zu den Spannungsbeträgen an den DC-Sammelschienen ist. Ein Ungleichgewicht
in der DC-seitigen Wirkleistungsbilanz wirkt sich direkt auf die Spannungsbeträge
aus. Analog zum AC-System kann zwischen Kleinsignal- und Großsignalstörungen
unterschieden werden [130–132]. Treten Kleinsignalstörungen auf, führen diese je
nach eingesetzter Regelungseinrichtung in den Umrichtern zu einer direkten und
sehr schnellen Modifikation der übertragenen Wirkleistung PU,dc und der DC-seitigen
Spannung UU,dc. Daher bildet sich unmittelbar ein neuer stationärer Arbeitspunkt
aus.

Weiterhin kann es im DC-System zu Leistungspendelungen kommen, die durch
Interaktionen der Regelungseinrichtungen der Umrichter beeinflusst werden [133].
Diese sind vergleichbar zu Leistungspendelungen im AC-System, welche im Rahmen
der Rotorwinkelstabilität des AC-Systems betrachtet werden.
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3.2.2 Spannungsstabilität

Nachfolgend wird zunächst eine genauere Definition der Spannungsstabilität darge-
legt, ehe die physikalischen Grundlagen dazu erläutert werden. Abschließend wird
auf weitere Einflussfaktoren der Spannungsstabilität eingegangen.

Definition der Spannungsstabilität

Aufbauend auf der zuvor angeführten allgemeinen Definition der Systemstabilität
bestimmt die IEEE/CIGRE Joint Task Force:

Voltage stability refers to the ability of a power system to maintain steady
voltages at all buses in the system after being subjected to a disturbance
from a given initial operating condition [126].

Spannungsstabilität wird definiert als Fähigkeit des elektrischen Energieversor-
gungssystems, stabile Knotenspannungen an allen Sammelschienen des Systems
zu wahren, nachdem das System einer Störung ausgesetzt war. Diese Definition
weist damit Ähnlichkeit zum Begriff der Spannungshaltung auf, die als stationäres
Kriterium die Einhaltung der zulässigen Toleranzbänder für die Knotenspannungen
fordert [134]. Eine darüber hinausgehende Definition kann wie folgt vorgenommen
werden:

Voltage instability stems from the attempt of load dynamics to restore
power consumption beyond the capability of the combined transmission
and generation system [82].

Spannungsstabilität bezieht sich auf das Verhalten der Verbraucherlasten und deren
Selbstregeleffekt. Dieser beschreibt das inhärente Verhalten von Verbraucherlasten
bei einer Anpassung des Lastbezugs nach einer Änderung der Knotenspannung
am Netzanschlusspunkt. Verbraucherlasten versuchen, den reduzierten Lastbezug
wiederherzustellen. Wird dabei die maximal übertragbare Leistung des Stromnetzes
zur Verbraucherlast überschritten, tritt Instabilität auf. Charakteristisch beschrieben
wird diese durch weiträumige, unkontrollierbare Abnahmen der Knotenspannungen.
Schlagen stabilisierende Maßnahmen des ÜNBs wie spannungsbedingter Redispatch
fehl, kommt es zum sog. Spannungskollaps. In diesen Fall schalten Unterspannungs-
oder Überstromschutzsysteme die betroffenen Betriebsmittel ab [82, 135].
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Physikalische Beschreibung

Zur physikalischen Beschreibung der Spannungsstabilität wird ein Testsystem zur
Versorgung einer Verbraucherlast über eine Stichleitung aus einem starren Übertra-
gungsnetz betrachtet. Für die folgenden Erläuterungen werden bezogene Größen
verwendet, die auf die Bezugswerte Sbase = 100MVA und Ubase = 400kV bezogen
sind. Die Verbraucherlast weist den Lastbezug SL = PL + j ·QL auf, der der übertra-
genen Leistung SN = PN + j ·QN = SL entspricht. An der Verbraucherlast liegt die
Spannung UL an. Das Verhalten der Verbraucherlast lässt sich als Impedanz nachbil-
den, sodass für die äquivalente Impedanz des Verbrauchers ZL = ZL · e

j·ϕL = U2
L/S∗L

gilt. Die Leitung weist die Impedanz ZN = RN + j · X N = ZN · e
j·ϕN auf und wird aus

dem starren Übertragungsnetz mit der konstanten Spannung UN = 1,025 pu ge-
speist. Der zugehörige Aufbau ist in Abbildung 3.5 gezeigt, wobei für die Freileitung
der Typ 243-AL1/39-ST1A mit einer Länge von `N = 100km angenommen wird.
Die Leitungsparameter RN = 1,875 · 10−3 pu und X N = 1,625 · 10−2 pu sind unter
Vernachlässigung des Kapazitätsbelags [136] entnommen.

Für die mathematische Beschreibung der stationären Betriebsparameter der Ver-
braucherlast, d.h. der Spannung UL, des Stroms IL und der Wirkleistung PL, können
die Beziehungen nach (3.2) hergeleitet werden. Diese sind in Abbildung 3.6 für eine
Änderung des Betrags der Verbraucherimpedanz ZL bei konstantem Leistungsfaktor
cos

�

ϕL

�

= 0,95ind graphisch dargestellt [71].

IL =
1
p

F
·

UN

ZN

(3.2a)

UL =
1
p

F
·

ZL

ZN
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ZL
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·

�

UN

ZN
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�
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ZL

ZN

�2

+ 2 ·
ZL

ZN

· cos
�

ϕL +ϕN

�

(3.2d)

Ausgehend vom Leerlaufpunkt bei offenen Klemmen für ZL→∞ erhöht sich die
übertragene Wirkleistung PN = PL zunächst mit einer Reduktion der Verbraucherim-
pedanz ZL. Gleichzeitig steigt der Strom IL an, womit wegen des Spannungsfalls
über der Leitungsimpedanz ZN auch die Spannung über der Verbraucherimpedanz
UL absinkt. Die maximal übertragbare Leistung PN,maxLstg wird bei Leistungsanpas-
sung erreicht, d.h. wenn ZL = ZN gilt. Wird die Verbraucherimpedanz ZL über die
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IN = IL ZN SN SL

ZL cos (ϕL) = 0,95indULUN = 1,025 pu

Abbildung 3.5.: Aufbau des Testsystems zur Versorgung einer Verbraucherlast aus
einem starren Übertragungsnetz über eine Freileitung des Typs
243-AL1/39-ST1A, angelehnt an [71]

Leistungsanpassung hinaus reduziert, sinkt die übertragene Wirkleistung PN ab.
Dies führt zu einer weiteren Reduktion der Spannung UL.

Eine darüber hinausgehende Leistungsanforderung des Verbrauchers PL >
PN,maxLstg, die mit ZN/ZL > 1 einhergeht, führt aufgrund des Selbstregeleffekts der
Verbraucherlast zu keinem stabilen Arbeitspunkt mehr. Nach (2.11) bewirkt die
reduzierte Spannung UL zunächst eine Reduktion des Lastbezugs PL. Dem entgegen
ergibt sich allerdings nach (2.12), dass der Selbstregeleffekt der Verbraucherlast zu
einer Wiederherstellung der vom Verbraucher angeforderten Wirkleistung PL führt.
Dies ergibt eine weitere Reduktion der Verbraucherimpedanz ZL, sodass auch die
übertragbare Wirkleistung PN weiter absinkt. Die übertragbare Wirkleistung PN und
die angeforderte Wirkleistung PL divergieren, was für Arbeitspunkte mit ZN/ZL > 1
Instabilität bedeutet [71, 82].

In Abbildung 3.6 sind beispielhaft für PL = 20pu die beiden theoretisch möglichen
Arbeitspunkte dargestellt. Gemäß den Vorüberlegungen kann sich bei einer Erhö-
hung der Verbraucherlast ausgehend vom Leerlauf nur der linke stabile Arbeitspunkt
einstellen. Demgegenüber kann der rechte instabile Arbeitspunkt hingegen nicht
erreicht werden. Der Punkt bei Leistungsanpassung stellt die maximale übertragbare
Leistung PN,maxLstg dar und wird auch als Kipppunkt bzw. kritischer Punkt bezeichnet
[71, 82].

Abbildung 3.6 macht im Gegensatz zur eingangs beschriebenen Definition nach
[126] auch die getroffene Unterscheidung zwischen einem zulässigen und einem
stabilen Arbeitspunkt deutlich. Der stabile Arbeitspunkt weist eine Knotenspannung
von UL = 0,86 pu auf und liegt unterhalb der Knotenspannung des starren Übertra-
gungsnetzes UN. Es folgt, dass abhängig vom geltenden Spannungstoleranzband ein
stabiler Arbeitspunkt nicht notwendigerweise zulässig sein muss. Zudem wurden in
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Abbildung 3.6.: Übertragungsverhalten einer Verbraucherlast im Testnetz nach Ab-
bildung3.5, dargestellt über die Veränderung der Spannung UL,
Strom IL und Wirkleistung PL in Abhängigkeit der Änderung des
Betrags der Verbraucherimpedanz ZL für die Bezugswerte Sbase =
100MVA und Ubase = 400kV, angelehnt an [71]

diesem Beispiel die thermischen Stromtragfähigkeiten der leistungsübertragenden
Betriebsmittel nicht berücksichtigt.

Die Bewertung der Spannungsstabilität wird in der Literatur häufig über sog.
Nasenkurven der Netzstationen vorgenommen. Diese entsprechen den PU-Kurven,
welche sich durch Umformung von (3.2) in (3.3) unter Vernachlässigung des ohm-
schen Widerstandsbelags sowie Einführung des Blindleistungslastbezugs QL ergeben.
Im Ergebnis stellen die PU-Kurven alle rechnerisch möglichen Arbeitspunkte von UL
in Abhängigkeit der übertragenen Wirkleistung PL = PN dar. In Abbildung 3.7 sind
für die Versorgung der Verbraucherlast aus Abbildung 3.5 beispielhafte PU-Kurven
für verschiedene Leistungsfaktoren cos

�

ϕL

�

gezeigt. Hierbei wird eine verlustlose
Leitung mit ZN = j · X N betrachtet, zudem ergibt sich der Blindleistungsbezug der

Verbraucherlast QL zu QL = PL ·
Æ

1/cos
�

ϕL

�2 − 1 [71, 82, 137].

UL =

√

√

√1
2
· U2

N −QL · X N ±

√

√1
4
· U4
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L · X

2
N −QL · X N · U

2
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58 3. Grundlagen des stationären Systembetriebs



0 10 20 30 40 50 60 70 80
0

0,2

0,4

0,6

0,8

1

1,2
0,8 ind 0,9 ind 0,95 ind 1,0 0,9 kap 0,8 kap

Spannungs-
toleranzband

Ortskurve der
Kipppunkte

Spannungsabhängiger
Wirkleistungsbezug

PN in pu

U
L

in
pu

cos(ϕL) =
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, dem stationären
spannungsabhängigen Wirkleistungsbezug der Verbraucherlast so-
wie dem Spannungstoleranzband für die Versorgung der Verbrau-
cherlast aus Abbildung 3.5, angelehnt an [82, 126]

Analog zu Abbildung 3.6 verdeutlicht Abbildung 3.7 für das Testsystem aus Ab-
bildung 3.5, dass für einen gegebenen Wirkleistungsbezug PL,0 < PN,maxLstg theo-
retisch zwei Lösungen existieren. Die Trennlinie zwischen stabilen und instabilen
Arbeitspunkten wird durch die Ortskurve der Kipppunkte gebildet. Sie markiert
gleichzeitig die maximal übertragbare Leistung PN,maxLstg sowie die zugehörige kri-
tische Spannung UL,maxLstg, bei der der Spannungskollaps eintritt. Darüber hinaus
ist in Abbildung 3.7 der spannungsabhängige Wirkleistungsbezug der Verbraucher-
last PL gemäß (2.13) berücksichtigt. Der stationäre Arbeitspunkt stellt sich am
Gleichgewichtspunkt zwischen spannungsabhängigem Wirkleistungsbezug der Ver-
braucherlast PL und spannungsabhängiger Wirkleistungsübertragung PN ein [65,
82].

Abbildung 3.7 zeigt zudem den Einfluss des Leistungsfaktors cos
�

ϕL

�

auf. Es ist
ersichtlich, dass sowohl die maximal übertragbare Leistung PN,maxLstg als auch die
kritische Spannung UL,maxLstg ansteigen, wenn der Leistungsfaktor kapazitiv wird.
Dies entspricht der zunehmenden Einspeisung induktiver Blindleistung und wirkt
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spannungsstützend. Der resultierende Leistungsfaktor cos
�

ϕL

�

analog zur bezoge-
nen Blindleistung QL bzw. der bezogenen Wirkleistung PL entspricht der Aggregation
aller unterlagerten Betriebsmittel in der jeweiligen Netzstation. Somit ist es möglich,
den Leistungsfaktor etwa durch den Einsatz von Kompensationsanlagen gezielt zu
beeinflussen. Wird der Leistungsfaktor allerdings stark kapazitiv, kann die kritische
Spannung UL,maxLstg auch innerhalb des erlaubten Spannungstoleranzbandes liegen.

Im gezeigten Beispiel ist dies für Leistungsfaktoren cos
�

ϕL

�

≤ 0,877kap der Fall.
Diese Situation ist gefährlich, da die Einhaltung des Spannungstoleranzbandes in
diesem Fall keine Absicherung gegen einen eventuellen Spannungskollaps darstellt
[65, 82, 138].

Einflussfaktoren auf die Spannungsstabilität

Verbraucherlasten sind der zentrale Treiber von Spannungsinstabilitäten. Das vorge-
stellte Beispiel stellt einen stark vereinfachten Fall da. In realen Übertragungsnetzen
ergeben sich weitere Einflussfaktoren, die aus dem jeweiligen Einspeise- und Lastbe-
triebsfall sowie dem Verhalten der Betriebsmittel resultieren [65, 139, 140].

FreileitungenundKabel: Freileitungen verhalten sich bei Schwachlast kapazitiv,
bei Belastungen oberhalb der natürlichen Leistung induktiv. Im Gegensatz
dazu werden Kabel unterhalb der natürlichen Leistung betrieben und wirken
kapazitiv. Bei beiden Leitungstypen erhöhen sich die Leitungsparameter mit
der Länge der Leitung linear. Insbesondere bei langen Freileitungen entsteht
bei übernatürlicher Belastung ein erheblicher induktiver Blindleistungsbedarf
[141, 142].

Transformatoren: Transformatoren verhalten sich aufgrund ihres Aufbaus induktiv.
Zudem sind sie in der Regel mit Stufenschaltern ausgestattet, die eine diskrete
Spannungsregelung erlauben. Werden die Transformatoren zur Kopplung
von unterlagerten Stromnetzen der Hochspannungsebene mit dem Übertra-
gungsnetz eingesetzt, wird der Stufenschalter genutzt, um im unterlagerten
Stromnetz ein möglichst konstantes Spannungsniveau einzustellen. Kommt es
zu einer Spannungsreduktion im Übertragungsnetz, reduziert sich zunächst
auch die Spannung im unterlagerten Stromnetz. Nach einer mechanisch
bedingten zeitlichen Verzögerung des Stufenstellers stuft dieser, um die
Spannung im unterlagerten Stromnetz wieder auf das alte Spannungsni-
veau anzuheben. Wie bereits in Abschnitt 2.3.2 beschrieben, bewirkt dies
im Übertragungsnetz einen höheren Blindleistungsbedarf. In kritischen Si-
tuationen kann der Stufenschalter durch fortgesetztes Schalten auch eine
Spannungsinstabilität verursachen [143].
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HGÜ-Systeme: HGÜ-Systeme übertragen Wirkleistung mittels Gleichstromtechno-
logie, sodass für die Leistungsübertragung zwischen den Umrichtern keine
Blindleistung zum Auf- und Abbau magnetischer und elektrischer Felder be-
nötigt wird. Dies wurde in Abschnitt 2.4 beschrieben. Zum einen lässt sich
mittels HGÜ-Systemen das AC-System entlasten, wenn HGÜ-Systeme parallel
zu diesem eingesetzt werden. Zum anderen können die HGÜ-Systeme durch
geeignete Regelungseinrichtungen im Rahmen ihres Betriebsdiagramms dem
AC-System induktive und kapazitive Blindleistung zur Verfügung stellen.
Darüber lässt sich eine kontinuierliche Spannungsregelung am Netzanschluss-
punkt implementieren [106, 144, 145].

Kompensationsanlagen: Serielle und parallele Kompensationsanlagen stellen ab-
hängig von Bauform und Ausführung kontinuierlich oder diskret Blindleistung
zur Verfügung. Sie können damit gezielt eingesetzt werden, um die Blind-
leistungsbilanz des Stromnetzes lokal zu stützen. Dies verbessert, wie in
Abbildung 3.7 gezeigt, sowohl die Spannungshaltung, als auch die Span-
nungsstabilitätsmarge [138].

Netzstruktur: Die leistungsübertragenden Betriebsmittel bilden in ihrer Gesamtheit
die Netzstruktur. Insbesondere in ausgedehnten oder schwach vermaschten
Übertragungsnetzen kann es zu Übertragungsaufgaben kommen, die basie-
rend auf den Leitungsreaktanzen X Ltg bereits einen hohen Blindleistungsbe-
darf verursachen. In diesem Fall kann der Ausfall eines Betriebsmittels das
System in die Nähe der Spannungsstabilitätsgrenze bringen [120, 121].

EZA: Konventionelle EZA bzw. die darin eingesetzten Synchrongeneratoren können
im Rahmen ihres Betriebsdiagramms die Blindleistungseinspeisung einstellen.
Dies erlaubt eine kontinuierliche Spannungsregelung. Bei Einspeise- und Last-
betriebsfällen, die eine hohe Auslastung der Synchongeneratoren ergeben,
kann die notwendige Blindleistungsbereitstellung wegen der einzuhaltenden
Betriebsgrenzen auch kritisch sein [81]. EE-Anlagen müssen laut aktueller
Netzanschlussrichtlinien Regelungseinrichtungen aufweisen, um die Knoten-
spannung am Netzanschlusspunkt zu regeln. Im Rahmen der Arbeit sind
insbesondere über Umrichter angeschlossene Windparks relevant.

Übertragungsaufgabe: In realen Übertragungsnetzen ergibt sich die Übertragungs-
aufgabe elektrischer Energie als Ergebnis des Einspeise- und Lastbetriebsfalls
über die leistungsübertragenden Betriebsmittel. Insbesondere ist die Vertei-
lung von EZA und Verbraucherlasten relevant. Je nach Übertragungsaufgabe
können sich damit sehr weiträumige Übertragungsstrecken ergeben. Der resul-
tierende Blindleistungsbedarf der Betriebsmittel muss ausgeglichen werden.
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Andernfalls resultieren unzulässige Spannungsfälle sowie nach Abbildung 3.7
eine Reduktion der maximal übertragbaren Leistung PN,maxLstg [23].

Netzplanung,NetzbetriebsplanungundoperativerNetzbetrieb: Analog zu den zu-
vor vorgestellten Einflussmöglichkeiten der ÜNB auf den stationären Arbeits-
punkt ergeben sich auch Einflussmöglichkeiten auf die Spannungsstabilität.
Bei Betriebsfällen, die eine Gefährdung der Spannungsstabilität durch eine
ungenügend gedeckte Blindleistungsbilanz mit sich führen, können die ÜNB
mit Schaltmaßnahmen oder auch spannungsbedingtem Redispatch versuchen,
die Blindleistungsbilanz zu verbessern [119, 122, 146].

3.2.3 Rotorwinkelstabilität

Analog zur Beschreibung der Spannungsstabilität wird eine Definition der Rotor-
winkelstabilität eingeführt. Anschließend werden die physikalischen Grundlagen an
einem Testsystem erläutert. Abschließend wird auf Einflussfaktoren der Rotorwin-
kelstabilität eingegangen.

Definition der Rotorwinkelstabilität

Die eingangs angeführte IEEE/CIGRE Joint Task Force definiert wie folgt:

Rotor angle stability refers to the ability of synchronous machines of
an interconnected power system to remain in synchronism after being
subjected to a disturbance. [...] Instability that may result occurs in the
form of increasing angular swings of some generators leading to their
loss of synchronism with other generators [126].

Rotorwinkelstabilität bezieht sich auf das dynamische Verhalten von Synchronge-
neratoren. Die Auslenkungen der Rotorwinkel stellen gemäß (2.4a) ein Maß für
die Belastung der jeweiligen Synchrongeneratoren da. Bleiben diese nach einer
Störung synchron zueinander, ist Stabilität gewahrt. Synchronismus bezieht sich auf
das zeitliche Verhalten der Rotorwinkel, deren relative Auslenkungen zueinander
ein Maß für die gleichmäßige Auslastung aller Synchrongeneratoren und für die
Stabilität darstellen. Wird ein Synchrongenerator durch eine Störung beeinflusst,
treten aufgrund der elektromechanischen Ausgleichsvorgänge Rotorpendelungen
auf. Diese können asymptotisch oder oszillatorisch verlaufen und verursachen im
Falle einer ungenügenden Dämpfung ein Polschlüpfen der Synchrongeneratoren.
Zur Vermeidung von Schäden muss der Synchrongenerator abgeschaltet werden
[111, 112].
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Physikalische Beschreibung

Zur physikalischen Verdeutlichung der Rotorwinkelstabilität wird ein einfaches
Testsystem betrachtet. Dieses besteht aus einem Synchrongenerator, welcher die
Leistung SG = PG + j ·QG in ein starres Stromnetz einspeist. Ausgehend von der
Erregerspannung U fd wird im Stator die Spannung USt,fd = USt,fd · e

j·δ induziert.
Unter Vernachlässigung der Wirkleistungsverluste ist stationär die Statorimpedanz
ZG = j · X d wirksam, hinter der sich die Klemmenspannung des Synchrongenerators
zu UG = UG · e

j·θG ergibt. Mathematisch lässt sich die Wirkleistungseinspeisung PG
gemäß (2.4a) bestimmen. Die Wirkleistung PG in Abhängigkeit des Rotorwinkels
δ = δint ist in Abbildung 3.8 gezeigt, wobei ebenfalls die konstante mechanische
Turbinenleistung PT eingetragen ist. Zunächst werden keine weiteren Regelungs-
einrichtungen wie AVR berücksichtigt, sodass die Erregerspannung U fd konstant ist
[51].

Stationär herrscht zunächst ein Gleichgewichtszustand zwischen der mechani-
schen Turbinenleistung PT,0 und der Wirkleistungseinspeisung PG,0. Der zugehörige
Gleichgewichtszustand wird durch die Schwingungsgleichung (2.2) beschrieben
und führt theoretisch zu zwei möglichen Arbeitspunkten AP 1 und AP 2 [51].

Zunächst wird eine Erhöhung der vom Stromnetz abgenommenen Wirkleistung
P‡

N = P‡
G > PG,0 = PT,0 betrachtet, womit für den Rotorwinkel kurzzeitig δ‡

AP1 > δAP1

und δ‡
AP2 < δAP2 gilt. Nach der Schwingungsgleichung (2.2) wird der Synchronge-

nerator aufgrund der negativen Differenz Mm − Mel < 0 abgebremst. Ausgehend
von AP 1 wird so der alte Gleichgewichtszustand in AP 1 wiederhergestellt. Demge-
genüber entfernt sich ausgehend von AP 2 der Arbeitspunkt fortlaufend von seinem
ursprünglichen Gleichgewichtszustand. Eine analoge Überlegung ergibt sich für eine
Störung, bei der die vom Stromnetz abgenommene Wirkleistung P‡‡

N = P‡‡
G < PG,0

reduziert wird. Kurzzeitig bewirkt dies für den Rotorwinkel δ‡‡
AP1 < δAP1 und

δ‡‡
AP2 > δAP2 und aufgrund der nun positiven Abweichung Mm − Mel > 0 wird

der Rotor beschleunigt. Ausgehend von AP 1 wird der Arbeitspunkt in den alten
Gleichgewichtszustand zurückgeführt. Demgegenüber ergibt sich ausgehend von
AP 2 eine fortlaufende Beschleunigung des Rotor, sodass schließlich Polschlüpfen
auftritt. Die daraus folgenden Ausgleichsvorgänge des Rotorwinkels sind in Abbil-
dung 3.8 durch Pfeile gekennzeichnet. Dementsprechend gilt AP 1 als stabiler und
AP 2 als instabiler Arbeitspunkt [51, 67].

Instabilität eines einzelnen Synchrongenerators ergibt sich, wenn die Leistungsan-
forderung des Stromnetzes PN die maximale Leistung PG,max übersteigt. In diesem
Fall resultiert PN > PG, wodurch sich im verlustlosen Fall ein Rotorwinkel von
δ > 90◦ ergibt. Gemäß Abbildung 3.8 reduziert dies die eingespeiste Wirkleistung
PG weiter, sodass sich analog zu oben schließlich Polschlüpfen einstellt. Für die
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Abbildung 3.8.:Wirkleistung PG eines Synchrongenerators am starren Netz in Ab-
hängigkeit des Rotorwinkels δ = δint für die Parameter UG =
1,025 pu, USt,fd = 1,035pu und X d = 1,81 pu mit den Bezugswer-
ten Sbase = SrG = 900MVA und Ubase = 21kV unter Berücksichti-
gung des stationären Arbeitspunktes bei PG,0 = PT,0 = 0,4 pu sowie
zwei möglichen Störungen mit P‡

G = 0,45 pu und P‡‡
G = 0,35 pu,

angelehnt an [51, 67, 71]

statische Stabilität des ungeregelten Synchrongenerators muss (3.4) gewahrt sein,
was analog zu Forderung an die theoretische Stabilitätsgrenze δint,TS ≤ 90◦ ist. In
der Praxis wird unter Rücksichtnahme auf die Großsignalstabilität in der Regel
eine kleinere praktische Stabilitätsgrenze gewählt, die im Rahmen dieser Arbeit zu
δint,PS ≤ 70◦ angenommen wird. Dies beschränkt Wirk- und Scheinleistungseinspei-
sung im Betriebsdiagramm gemäß Abbildung 2.4 [51, 67].

d PG (δ)

dδ
> 0 (3.4)

Ausgleichsvorgänge nach Störungen ergeben sich in Form von Rotorpendelungen,
die maßgeblich vom elektrischen Drehmoment beeinflusst werden. Dieses kann
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linearisiert in zwei Bestandteile nach (3.5) unterschieden werden. Das synchro-
nisierende elektrische Drehmoment MSynch (∆δ) liegt in Phase mit der Änderung

des Rotorwinkels ∆δ. Demgegenüber beschreibt MDamp

�

∆ωel

�

das dämpfende

elektrische Drehmoment, welches in Phase mit der Änderung der elektrischen
Winkelgeschwindigkeit ∆ωel liegt.

M el = MSynch (∆δ) +MDamp

�

∆ωel

�

= kSynch ·∆δ+ kDamp ·∆ωel (3.5)

Das synchronisierende Drehmoment MSynch beschreibt die Kopplung zwischen
den magnetischen Flüssen in Rotor und Stator, welche über den Luftspalt verbunden
sind. Ein hohes synchronisierendes Drehmoment MSynch reduziert die Änderung des
Rotorwinkels ∆δ und verringert das Risiko des Polschlüpfens. In Abbildung 3.8 ist
das Produkt ωel,0 ·MSynch eingetragen, welches mit zunehmenden Rotorwinkel δ
abnimmt. Demgegenüber beschreibt das dämpfende Drehmoment MDamp den Ein-
fluss der Erregerspannung U fd auf die elektrische Winkelgeschwindigkeit ωel. Das
dämpfende Drehmoment wird zudem von den in den Dämpferwicklungen induzier-
ten Spannungen positiv beeinflusst [127, 147, 148]. Vernachlässigt wird zunächst,
dass sich auch bei als konstant angenommener Erregerspannung ∆U fd = 0 die im
Stator induzierte Erregerspannung abhängig von der Änderung des Rotorwinkels
∆USt,fd (∆δ) in Phase mit der Änderung der Winkelgeschwindigkeit ∆ωel ändert.
Dies erhöht das dämpfende Drehmoment [127].

Darauf aufbauend kann die Schwingungsgleichung (2.2) genutzt werden, um
das zeitliche Verhalten des Rotorwinkels zu bestimmen. Hierzu wird (2.2) mit
(3.5) erweitert, sodass die homogene lineare Differentialgleichung (DGL) zweiter
Ordnung zu (3.6) folgt.

k1 ·
d2δ(t)

dt2
+ kDamp ·

dδ(t)
dt

+ kSynch ·δ(t) = 0 (3.6)

mit k1 =
2 ·H
ω0

Die Lösung der DGL zweiter Ordnung ergibt sich im Zeitbereich zu (3.7) [149].
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mit kAb =
kDamp

2 · k1

ωD =

√

√

√

kSynch

k1
− kAbkl

Als Startbedingungen können ohne Beschränkung der Allgemeinheit dδ0/dt =
ωel = 50Hz sowie δ0 = 0 angenommen werden. In Abbildung 3.9 sind die cha-
rakteristischen Verläufe des Rotorwinkels δ(t) für verschiedene Kombinationen
der hier als konstant angenommenen Anteile des synchronisierenden und des
dämpfenden elektrischen Drehmoments gezeigt. Fall 1 ergibt sich für kDamp = 0,2 s

und kSynch = 10pu, Fall 2 für kDamp = 0,2 s und kSynch = −10pu und Fall 3 für

kDamp = −0,2 s und kSynch = 10pu. Vereinfachend wird auf die Darstellung des
Polschlüpfens bei δ(t)> 180◦ verzichtet.

Sind in Fall 1 sowohl das dämpfende als auch das synchronisierende elektrische
Drehmoment positiv, nimmt die Schwingungsamplitude ab, sodass schließlich ein
stationärer Zustand erreicht wird. Dieser Fall ist stabil. In Fall 2 vergrößert sich der
Rotorwinkel δ(t) kontinuierlich, bis schließlich der Synchronismus verloren geht.
Dies liegt im negativen Anteil des synchronisierenden Moments begründet und wird
als nicht-oszillatorische oder aperiodische Instabilität bezeichnet. In Fall 3 ist das Ver-
halten des Rotorwinkels in der ersten Phasendauer stabil, wird allerdings aufgrund
der anwachsenden Schwingungen instabil. Dies liegt am negativen dämpfenden
Moment und wird als oszillatorische Instabilität bezeichnet [71].

In realen elektrischen Energieversorgungssystemen sind die Synchrongeneratoren
über Blocktransformatoren mit dem Übertragungsnetz verbunden. Das Übertra-
gungsnetz stellt eine elektrische Kopplung zwischen den Betriebsmitteln her. Die
Rotorpendelungen des einzelnen Synchrongenerators werden vom elektrischen Ver-
halten der anderen Synchrongeneratoren sowie weiterer Betriebsmittel beeinflusst.
Bedingt durch die Abhängigkeit der eingespeisten Leistung SG vom Rotorwinkel δ
gemäß (2.4) führen Rotorpendelungen zu Leistungs- bzw. Spannungspendelungen,
die über das Stromnetz übertragen werden. Rotor-, Spannungs- und Leistungs-
pendelungen werden nachfolgend allgemeingültiger als Moden bezeichnet. Die

66 3. Grundlagen des stationären Systembetriebs



0 0,5 1 1,5 2 2,5 3 3,5 4
−4.000

−2.000

0

2.000

4.000
Fall 1 Fall 2 Fall 3

t in s

δ
(t
)

in
◦

Abbildung 3.9.: Zeitlicher Verlauf des Rotorwinkels δ(t) als Lösung von (3.6) für
ω0 = 50Hz und H = 4s für die Fälle 1, 2 und 3, angelehnt an [71]

charakteristische Größe dieser Moden ist deren Frequenz f rot. Daraus folgt die
nachfolgende Klassifizierung [71, 150, 151]:

• Inter Area Modes (IAM): Pendelungen dieser Art werden nachfolgend als
globale Pendelungen bezeichnet und weisen Frequenzen zwischen f rot =
0,1...0, 7Hz auf. Inter Area Modes bilden sich üblicherweise zwischen räum-
lich entfernt liegenden Teilnetzgebieten aus, die nur schwach miteinander
gekoppelt sind. Innerhalb der Teilnetzgebiete liegt hingegen eine enge Kopp-
lung zwischen den beteiligten Synchrongeneratoren vor, sodass diese in Phase
schwingen. Werden durch diese Pendelungen Betriebsmittel überlastet, kann
es zu Abschaltungen bzw. auch zu Teilnetzbildungen kommen [152, 153].

• Local Modes (LM): Lokale Pendelungen schwingen mit Frequenzen zwischen
f rot = 0,7...2 Hz und bilden sich zwischen einer Generatorgruppe und dem
restlichen System aus. Diese sind insbesondere kritisch, wenn einzelne Syn-
chrongeneratoren nur über weite Übertragungsstrecken mit dem restlichen
System verbunden und zudem bereits hoch ausgelastet sind [153].

• Inter Unit Modes: Pendelungen innerhalb eines Kraftwerks treten üblicherwei-
se bei Frequenzen zwischen f rot = 1,5...3 Hz auf und breiten sich zwischen
den Synchrongeneratoren des Kraftwerks aus.

3.2. Systemstabilität 67



• Torsional Modes: Torsionale Rotorpendelungen weisen Frequenzen oberhalb
von f rot ≥ 5Hz auf und treten innerhalb eines Synchrongenerators zwischen
Stator, Rotorwelle und Turbine auf. Wird die mechanische Eigenfrequenz
des Generatorstrangs getroffen, so kann es zu subsynchronen Resonanzen
kommen [51]. Da diese Problematik allerdings eher mechanischer Natur ist,
wird sie nicht weiter betrachtet.

• Control Modes: Als fünfte Art möglicher Pendelungen existieren Control
Modes, die keinen charakteristischen Frequenzbereich aufweisen. Sie sind
auf schlecht abgestimmte Regelungseinrichtungen von Synchrongenerato-
ren, HGÜ-Systemen oder Kompensationsanlagen zurückzuführen, die sich
gegenseitig aufschwingen können [154].

Einflussfaktoren auf die Rotorwinkelstabilität

Rotorwinkelstabilität wird zentral vom dynamischen Verhalten der Synchrongenera-
toren bestimmt. Hinzu kommen weitere Einflussfaktoren wie etwa Regelungsein-
richtungen, die das Pendelungsverhalten des Gesamtsystems beeinflussen. [137,
153]

Spannungsregler des Synchrongenerators: Zur Regelung der Spannung an den Ge-
neratorklemmen werden in der Regel AVR eingesetzt. Diese ändern abhängig
von der Sollwertabweichung der Klemmenspannung ∆UG = UG − U ref

G die
Erregerspannung U fd derart, dass die im Stator induzierte Erregerspannung
USt,fd die Sollwertabweichung ∆UG kompensiert. Die Änderung der Erre-

gerspannung ∆U fd

�

∆UG

�

ergibt sich für statische Erregersysteme in Phase
zur Änderung des Rotorwinkels ∆δ, sodass dies das synchronisierende Dreh-
moment MSynch erhöht. Gleichzeitig ergibt sich für die Änderung der im

Stator induzierten Erregerspannung abhängig von der Änderung der Erre-
gerspannung ∆USt,fd

�

∆U fd

�

, dass diese in Phasenopposition zur Änderung
der Winkelgeschwindigkeit ∆ωel liegt. Dies wirkt dem Einfluss der Änderung
der im Stator induzierten Erregerspannung abhängig von der Änderung des
Rotorwinkels ∆USt,fd (∆δ) entgegen. Während ∆USt,fd (∆δ) das dämpfende

Drehmoment MDamp verbessert, verringert ∆USt,fd

�

∆U fd

�

dieses. Überwiegt

∆USt,fd

�

∆U fd

�

>∆USt,fd (∆δ), so wird das dämpfende Drehmoment negativ
und oszillatorische Instabilität resultiert. Im Sinne einer schnellen Reaktion
auf transiente Änderungen der Klemmenspannung U ref

G werden insbesondere
hohe Werte der Erregerkonstanten kAVR angestrebt [71]. Da diese insbesonde-
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re ∆USt,fd

�

∆U fd

�

beeinflussen, erhöht sich mit steigender Erregerkonstante
kAVR auch das Risiko einer Instabilität [127].

Pendelungsdämpfungsgerät des Synchrongenerators: PSS werden als zusätzliche
Regelungseinrichtungen zu AVR bei Synchrongeneratoren eingesetzt. Dies
bewahrt zum einen das verbesserte synchronisierende Drehmoment MSynch,
gleichzeitig wird aber auch das durch den AVR verschlechterte dämpfende
Drehmoment MDamp verbessert. Dies geschieht zumeist über die Aufschaltung

eines Störgrößensignals ∆UPSS ausgehend von einer Änderung der Win-
kelgeschwindigkeit ∆ωel. Durch Tiefpassfilter wird sichergestellt, dass nur
relevante Pendelungen bedämpft werden. Dies erfordert zudem, dass durch
Phasenkompensation die Phasenverzögerung der Regelstrecke, bestehend aus
AVR und Synchrongenerator, kompensiert wird. Entsteht hierdurch allerdings
eine Überkompensation der Phasenlage, verringert der PSS wiederum das
synchronisierende Drehmoment MSynch. Zur Sicherstellung der Rotorwin-
kelstabilität müssen die Parameter von AVR und PSS sorgfältig abgestimmt
werden [71, 155].

VSC-HGÜ: VSC-HGÜ können die Wirkleistungsübertragung zwischen AC- und DC-
System und die Blindleistungseinspeisung in das AC-System unabhängig
voneinander vorgeben. Somit können diese eingesetzt werden, um gezielt
Teilgebiete des AC-Systems zu entlasten. Weiterhin besteht über die An-
wendung von Wirk- bzw. Blindleistungsmodulation auch die Möglichkeit,
Leistungspendelungen im AC-System aktiv zu bedämpfen [156, 157].

Regelungseinrichtungender VSC-HGÜ: Aufgrund der nur geringen gespeicherten
elektrischen Energie, weisen VSC-HGÜ sehr kurze dynamische Zeitkonstan-
ten auf. Wechselwirkungen zwischen verschiedenen VSC-HGÜ und zwischen
VSC-HGÜ und dem angeschlossenen AC-System werden wesentlich von der
Parametrierung der Regelungseinrichtungen beeinflusst. Prinzipiell können
dabei dem AC-System vergleichbare lokale wie globale Pendelungen be-
obachtet werden, auch wenn diese infolge der kleinen Zeitkonstanten im
Frequenzbereich auch oberhalb der stationären Netznennfrequenz fn liegen
können. Diese Leistungspendelungen müssen bei der Parametrierung der
Regelungseinrichtungen von VSC-HGÜ berücksichtigt werden [133].

Verbraucherlasten: Die Spannungsabhängigkeit der Verbraucherlasten beeinflusst
den dynamischen Lastbezug im Falle von Störungen, ehe der Selbstregeleffekt
der Verbraucherlasten diesen stationär wiederherstellt. Da Pendelungen un-
mittelbar auch die Knotenspannungen der Netzstationen UNSt betreffen, muss
der dynamische Lastbezug und der Selbstregeleffekt der Verbraucherlasten
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berücksichtigt werden. Andernfalls kann die Dämpfung der Pendelungen
überschätzt werden [87, 88].

Kompensationsanlagen: Kompensationsanlagen beeinflussen entweder die Knoten-
spannungen der Netzstationen UNSt oder aber die Impedanzen der leistungs-
flussübertragenden Betriebsmittel ZLtg. Diese können entweder mit manuellen
oder automatischen Regelungseinrichtungen ausgestattet sein, um so den
Leistungsfluss bzw. die komplexen Knotenspannungen zu steuern. Durch
Überlagerung einer geeigneten Regelungseinrichtung kann im Falle von Leis-
tungspendelungen ein zusätzliches Störsignal aufgeschaltet werden, um eine
verbesserte lokale Dämpfung zu erreichen [93, 158].

Netzstruktur: Globale wie lokale Rotorpendelungen treten besonders zwischen
schwach gekoppelten Netzregionen bzw. zwischen einer schwach angebun-
denen Generatorgruppe und dem restlichen System auf. Die Schwäche der
elektrischen Kopplung drückt sich durch eine hohe Reaktanz der verbinden-
den Leitungen X Ltg aus. Die daraus resultierenden Spannungsfälle senken
die Knotenspannungen der Netzstationen UNSt, was zu einer Reduktion des
synchronisierenden Drehmoments MSynch führt. Daher haben sowohl die Aus-
dehnung als auch der Grad der Vermaschung eines Stromnetzes Einfluss auf
die Ausbreitung von Pendelungen [127].

Übertragungsaufgabe: Je nach Einspeise- und Lastbetriebsfall können einzelne
Synchrongeneratoren aufgrund des Marktgeschehens stark ausgelastet sein
und bereits stationär einen vergleichsweise großen Rotorwinkel δ0 aufweisen.
Dies führt zu einem geringen synchronisierenden Drehmoment MSynch und

begünstigt aperiodische Instabilität [127]. Treten zudem weiträumige Über-
tragungsaufgaben auf, ergeben sich hohe Auslastungen der Betriebsmittel.
Hieraus folgen hohe Winkeldifferenzen der komplexen Knotenspannungen
∆θNSt, sodass Freileitungen an die Grenzen der maximal übertragbaren Leis-
tung gelangen können [67].

Netzplanung,NetzbetriebsplanungundoperativerNetzbetrieb: Im Rahmen der
Netzanschlussprüfung von Kundenanlagen werden kritische Fälle von den
ÜNB untersucht und durch geeignete Parametrierung der Regelungseinrich-
tungen vermieden. Weiterhin werden global auftretende Leistungspendelun-
gen in der Netzplanung einbezogen. Ergeben sich trotzdem unerwartete Fälle
von nur langsam abklingenden und schwach gedämpften Leistungspende-
lungen, müssen verursachende Betriebsmittel identifiziert und die jeweiligen
Regelungseinrichtungen neu parametriert werden [118, 119, 122].
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3.3 Zusammenfassung

Zur Wahrung eines zuverlässigen und sicheren Betriebs des elektrischen Energie-
versorgungssystems müssen zwei wesentliche Kriterien erfüllt sein. Dies umfasst
sowohl die technische Zulässigkeit des sich ergebenden Arbeitspunktes in Form eines
stationären Gleichgewichts als auch die Stabilität gegenüber möglichen Störungen
dieses Zustandes.

Der stationäre Arbeitspunkt ergibt sich als eingeschwungener Zustand nach dem
zeitlichen Abklingen aller Ausgleichsvorgänge. Er wird damit wesentlich beeinflusst
von der Wirk- und Blindleistungsbilanz des Gesamtsystems, die stets ausgeglichen
sein muss. Auf beide Bilanzen wirken leistungseinspeisende, leistungsentnehmende
sowie leistungsübertragende Anlagen ein. Zur Sicherstellung eines zulässigen Ar-
beitspunktes existieren umfangreiche technische Regularien, die das Verhalten dieser
Anlagen über Grenzwerte einschränken. Weiterhin greifen auch die Netzbetreiber
über zeitlich abgestufte Prozesse mittels eines umfangreichen Maßnahmenkatalogs
in die Ausbildung des stationären Arbeitspunktes ein.

Die Stabilität im elektrischen Energieversorgungssystem beschreibt allgemein
das Systemverhalten während und nach Störungen. Stabilität liegt vor, wenn sich
nach einer Störung ein neuer Gleichgewichtszustand ergibt, ohne dass wesentliche
Teile des Systems abgeschaltet werden müssen. Im Rahmen dieser Arbeit werden
Kleinsignalstörungen betrachtet. Spannungs- und Rotorwinkelstabilität weisen un-
terschiedliche physikalische Verhaltensweisen und Auswirkungen auf. Während die
Spannungsstabilität insbesondere vom dynamischen Verhalten der Verbraucherlas-
ten beeinflusst wird, ergibt sich die Rotorwinkelstabilität wesentlich in Abhängigkeit
des dynamischen Verhalten der Synchrongeneratoren. Beide Stabilitätsarten werden
zudem von einer Vielzahl an weiteren Faktoren beeinflusst.

Aufbauend auf der in diesem Kapitel analysierten Ausbildung des stationären
Arbeitspunktes und der Systemstabilität sowie deren Einflussfaktoren werden im
nächsten Kapitel mathematische Verfahren und Kenngrößen entwickelt. Diese erlau-
ben die Bewertung von Arbeitspunkt und Systemstabilität.
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4 Verfahren zur Bewertung der
stationären Übertragungsaufgabe

In den vorangegangenen Kapiteln wurden zum einen technologische Charakte-
ristiken der Betriebsmittel im elektrischen Energieversorgungssystem und zum
anderen die daraus folgenden Auswirkungen auf den stationären Systembetrieb
vorgestellt. Diese werden in mathematische Modellierungen und Berechnungsvor-
schriften übersetzt, um so den jeweiligen stationären Arbeitspunkt für verschiedene
Übertragungsaufgaben bewerten und vergleichen zu können. Die hierfür gewählte
Vorgehensweise ist in Abbildung 4.1 dargestellt.

Zunächst wird die initiale Übertragungsaufgabe modelliert. Diese umfasst u.a. die
Erzeugungs- und Laststruktur, bestehend aus den Arbeitspunkten der EZA und der
Verbraucherlasten, wie auch die technologischen Charakteristika der Anlagen, etwa
in Form von Betriebsdiagrammen. Weiterhin wird die Netzstruktur des hybriden
Übertragungsnetzes über die topologische Verschaltung der Ersatzschaltpläne der
Betriebsmittel abgebildet, wobei wiederum technologische Charakteristika wie die
Betriebsdiagramme der Umrichter berücksichtigt werden.

In Abschnitt 3.1 wurde erläutert, wie sich basierend auf den Eingangsdaten der
Übertragungsaufgabe der stationäre Arbeitspunkt des Systems ausbildet. Dieser sta-
tionäre Arbeitspunkt stellt nach Abklingen aller Ausgleichsvorgänge mathematisch
einen Gleichgewichtszustand dar, der mithilfe einer Lastflussrechnung bestimmt
werden kann. Dies ist in Abschnitt 4.1 beschrieben. Die Bestimmung des stationären
Arbeitspunktes im Rahmen der Arbeit berücksichtigt initial die aus der Literatur
vorgegebene Netzstruktur und bezieht darüber hinaus keine Ausfälle von Betriebs-
mitteln ein. Die (n-1)-Sicherheit wird von den Übertragungsnetzbetreibern etwa
in den Planungs- und Betriebsprozessen der Systemführung überprüft, um auch
bei einem Ausfall einen zulässigen und stabilen Arbeitspunkt gewährleisten zu
können. Dazu wird über Lastflussrechnungen nacheinander der Ausfall jeweils ei-
nes leistungsübertragenden Betriebsmittels bewertet. Im Rahmen der Arbeit wird
demgegenüber etwa die Netzstruktur variiert und hinsichtlich der resultierenden
stationären Sicherheitsmargen verglichen. Der Ausfall eines Betriebsmittels schränkt
dabei die stationäre Sicherheitsmarge übergreifend ein, führt aber im Vergleich der
variierten Netzstrukturen nicht zu zusätzlichen Erkenntnissen. Die Bewertung der
(n-1)-Sicherheit wird daher im Rahmen der Arbeit nicht betrachtet.
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beitspunktes für eine Übertragungsaufgabe in hybriden AC-DC-
Übertragungsnetzen
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Zur Bewertung des stationären Arbeitspunktes werden zunächst die bereits in
Kapitel 1 eingeführten relativen Kriterien ausgewertet. Dies umfasst die Kriterien
der stationären Zulässigkeit, d.h. der Einhaltung des Spannungstoleranzbandes,
der maximalen Spannungswinkeldifferenz und der maximalen thermischen Strom-
tragfähigkeiten. Weiterhin wird auch die Langzeit-Spannungsstabilität und die
Kleinsignal-Rotorwinkelstabilität ausgewertet. Die genutzten relativen Bewertungs-
kriterien werden in Abschnitt 4.2 beschrieben.

Die angeführten Kriterien stellen ein relatives Abstandsmaß zur stationären
Zulässigkeits- wie statischen Stabilitätsgrenze dar. Aus diesem Grund wird die
initial vorgegebene Übertragungsaufgabe iterativ modifiziert, indem die Systemaus-
lastung gesteigert wird. Der stationäre Arbeitspunkt wird schrittweise ausgelenkt,
sodass sich für jeden Schritt neue Gleichgewichtszustände ergeben. Diese wer-
den wiederum mittels der relativen Kriterien bewertet. Die Auslenkung erfolgt,
bis Divergenz resultiert. Für jedes relative Kriterium kann separat der Abstand als
Sicherheitsmarge des stationären Arbeitspunktes zu dem letzten jeweils zulässigen
ausgelenkten Gleichgewichtszustand bestimmt werden, an dem das jeweilige Kri-
terium noch gewahrt ist. Als zentrale absolute Kenngröße lässt sich die stationäre
Sicherheitsmarge als Minimum aller ermittelten Sicherheitsmargen bestimmen.

Innerhalb der stationären Sicherheitsmarge darf sich der stationäre Arbeitspunkt
auslenken. Derartige Auslenkungen können aus Ausfällen von Betriebsmitteln, Spit-
zen der Verbraucherlastbezüge oder auch unvermittelten Anstiegen der Einspeisun-
gen aus EE-Anlagen resultieren. Die Wahrung einer ausreichenden stationären
Sicherheitsmarge stellt eine Voraussetzung für die Gewährleistung der Versor-
gungssicherheit auch bei instantan auftretenden Störungen dar. Das Verfahren
zur Bewertung des stationären Arbeitspunktes, welches nachfolgend auch als sta-
tionäre Sicherheitsbewertung bezeichnet wird, ist in Abbildung 4.1 blau hinterlegt.
Abschnitt 4.3 beschreibt die stationäre Sicherheitsbewertung im Detail.

Im Rahmen der in Kapitel 5 vorgenommenen Untersuchungen wird über die initial
vorgegebene Übertragungsaufgabe hinaus der Einfluss weiterer Sensitivitäten unter-
sucht. Hierzu wird jeweils ein Einflussfaktor variiert und die geschilderte stationäre
Sicherheitsbewertung für jede Variation durchgeführt. Dies ist in Abbildung 4.1 gelb
hinterlegt.

4.1 Berechnung des stationären Gleichgewichtszustandes

Zur Bewertung des stationären Arbeitspunkts muss dieser zunächst mathematisch
beschrieben werden. Hierzu werden differential-algebraische Gleichungssysteme
genutzt, die mithilfe des Newton-Raphson-Algorithmus gelöst werden können. Dies
ist in Abschnitt 4.1.1 vertiefend beschrieben. Darauf aufbauend müssen im Rahmen
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der Arbeit weitere Modellcharakteristiken mathematisch abgebildet werden. Hierzu
werden dem Newton-Raphson-Algorithmus als innere Berechnungsschleife weitere
äußere Berechnungsschleifen überlagert. Dies ist in Abschnitt 4.1.2 geschildert.

4.1.1 Lastflussberechnung

Mathematisch betrachtet wird das elektrische Energieversorgungssystem zunächst
mithilfe eines zeitabhängigen differential-algebraischen Gleichungssystems (engl.:
differential algebraic equations, DAE) nach (4.1) beschrieben. Hierbei sind folgende
Größen definiert:

• x bestimmt den Vektor der nx Zustandsvariablen,

• y definiert den Vektor der ny algebraischen Ausgangsvariablen, und

• u bezeichnet den Vektor der nu algebraischen Eingangsvariablen.

Weiterhin bestimmt F den Vektor der nx differentiellen Funktionalvorschriften,
während G den Vektor der ny algebraischen Funktionalvorschriften bildet [159].

ẋ =F (x , y , u, t) (4.1a)

0= G (x , y , u, t) (4.1b)

Die differentiellen Funktionalvorschriften umfassen bspw. die dynamischen Cha-
rakteristiken der verschiedenen Technologien, während die algebraischen Funktio-
nalvorschriften die Leistungsgleichungen der einzelnen Netzstationen abbilden.

Zur Berechnung des stationären Arbeitspunktes ist zunächst die Bestimmung des
stationären Gleichgewichtszustands Γ0 = (x0, y0, u0) nach (4.2) erforderlich.

0=F (x0, y0, u0, t0) =F (Γ0) (4.2a)

0= G (x0, y0, u0, t0) = G (Γ0) (4.2b)

Für die Berechnung werden Lastflussrechnungen eingesetzt. Diese ergeben die
Knotenspannungen UNSt, womit das Gesamtsystem stationär vollständig bestimmbar
ist. Basierend auf diesen Ergebnissen kann die stationäre Zulässigkeit bewertet
werden [159].

Um den stationären Gleichgewichtszustand eines elektrischen Energieversorgungs-
systems zu bestimmen, werden allgemein Lastflussberechnungen eingesetzt. Diese
benötigen die nachfolgend beschriebenen Eingangsdaten:
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• Wirkleistungseinspeisungen der EZA PEZA, Wirkleistungsbezüge der Verbrau-
cherlasten PL und Wirkleistungsübertragungen der VSC-HGÜ P

HGÜ
;

• Blindleistungsbezüge der Verbraucherlasten QL;

• Spannungssollwerte von Betriebsmitteln an spannungsgeregelten Netzstatio-
nen U ref

NSt; und

• Admittanzen der leistungsübertragenden Betriebsmittel Y .

Ausgehend von den Kirchhoff’schen Regeln werden zunächst die Knotenpunktad-
mittanzmatrix YN,AC bzw. YN,DC bestimmt. Diese enthalten die Admittanzen der
Betriebsmittel, welche die nNSt,AC bzw. nNSt,DC Netzstationen verbinden. Im AC-
System bestimmen sich für die Netzstation i die Nebendiagonalelemente Y i j und
die Hauptdiagonalelemente Y ii gemäß (4.3) [67, 160].

Y AC,i j, j 6=i = −
∑

Y AC,längs,i j = YAC,R,i j + j · YAC,I,i j (4.3a)

Y AC,ii =
∑

Y AC,quer,i +

nNStat,AC
∑

j=1, j 6=i

Y AC,längs,i j = YAC,R,ii + j · YAC,I,ii (4.3b)

Die Gleichungen (4.3) gelten analog für das DC-System, wobei nur die reellen
Längsadmittanzen berücksichtigt werden. Die Leistungsbilanzgleichung einer Netz-
station SNSt,AC,i im AC-System lässt sich zu (4.4) bestimmen, während für PNSt,DC,i in
einem bipolar ausgeführten DC-System (4.5) folgt. Diese Gleichungen definieren
für das EZS einen Leistungsfluss in das System hinein [67, 97].

PNSt,AC,i =

nNStat,AC
∑

j=1

UNSt,AC,i · UNSt,AC, j (4.4a)

·
�

Y AC,R,i j · cos
�

θNSt,i − θNSt, j

�

+ Y AC,I,i j · sin
�

θNSt,i − θNSt, j

��

QNSt,AC,i =

nNStat,AC
∑

j=1

UNSt,AC,i · UNSt,AC, j (4.4b)

·
�

Y AC,R,i j · sin
�

θNSt,i − θNSt, j

�

− Y AC,I,i j · cos
�

θNSt,i − θNSt, j

��

PNSt,DC,i = 2 ·
nNStat,DC
∑

j=1

UNSt,DC,i · Y DC,i j · UNSt,DC, j (4.5)
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Die Leistungsgleichungen der Netzstationen hängen neben den bekannten Einträ-
gen der Knotenpunktadmittanzmatrix YN nur von den unbekannten Spannungen an
den Netzstationen UNSt,AC im AC- bzw. UNSt,DC im DC-System ab. Diese werden auch
als Knotenspannungen bezeichnet. Da allerdings die Leistungsgleichungen (4.4)
und (4.5) nicht-linear sind, müssen zur Lösung des Gleichungssystems numerische
Verfahren verwendet werden [161]. Dafür kommt der Newton-Raphson-Algorithmus
zum Einsatz. Es folgen die algebraischen Gleichungssysteme (4.6).

G LF,AC

�

yLF,AC

�

= SNSt,AC

�

UNSt,AC

�

− SNSt,AC,0

�

UNSt,AC

�

∼= 0 (4.6a)

G LF,DC

�

yLF,DC

�

= PNSt,DC

�

UNSt,DC

�

− PNSt,DC,0

�

UNSt,DC

�∼= 0 (4.6b)

In (4.6) sind implizit die Bedingungen nach (4.2) berücksichtigt. Mit Anwendung
der Taylor-Reihenentwicklung in Iteration κ nach (4.7) lassen sich die Knoten-
spannungen UNSt,AC und UNSt,DC iterativ als Nullstellenproblem bestimmen [67,
160].

G LF

�

y (κ)LF +∆y (κ)LF

�

= G LF

�

y (κ)LF

�

+
∂ G LF (y)
∂ yLF

�

�

�

�

y(κ)LF

·∆y (κ)LF

= G LF

�

y (κ)LF

�

+ JLF

�

y (κ)LF

�

·
�

y (κ+1)
LF − y (κ)LF

�

(4.7)

Die Funktionalmatrix JLF

�

y (κ)LF

�

enthält die partiellen Ableitungen der Leistungs-
gleichungen und wird auch als Jacobi-Matrix bezeichnet. Kann diese nicht invertiert
werden, so ist keine gültige Lösung der Lastflussgleichungen bestimmbar. Der Last-
fluss ist in diesem Fall divergent.

Für das beschriebene iterative Vorgehen ist die Annahme von Startwerten not-
wendig, wobei in der Regel U (0)NSt,i = Un und θ (0)NSt,i = 0◦ gewählt werden. Weiterhin
muss zur mathematischen Wahrung der Leistungsbilanzen

∑

SAC = 0 im AC- bzw.
∑

PDC = 0 im DC-System jeweils eine Netzstation als sog. Slack definiert werden,
bei dem die Knotenspannung USL,AC bzw. USL,DC vollständig vorgegeben ist. Im AC-
System wird dafür üblicherweise eine Netzstation mit angeschlossenem Generator
gewählt, im DC-System eine Netzstation mit angeschlossenem Umrichter. Diese
Netzstationen stellen über die erst nachgelagerte Berechnung der Leistungsglei-
chung (4.4) für SSL,AC bzw. (4.5) für PSL,DC die Leistungsbilanz des Gesamtsystems
sicher [67].
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4.1.2 Abbildung weiterer Modellcharakteristiken

Für die Lastflussberechnung in hybriden AC-DC-Netzen existieren verschiedene
Berechnungsmethoden [162, 163]. Im Rahmen der Arbeit wird das Software-
Paket MatACDC genutzt, welches auf dem Software-Paket Matpower basiert. Beide
Software-Pakete stellen erweiternde Toolboxen für die numerische Simulations-
umgebung Matlab unter Anwendung des Newton-Raphson-Algorithmus dar [164–
166].

Die genutzten Software-Pakete bestimmen den stationären Gleichgewichtszu-
stand Γ0 über die Berechnung der Knotenspannungen UNSt,AC und UNSt,DC. Dies
genügt rein mathematisch der Lösung der Problemstellung, erlaubt aber keine
vollständige Bewertung des stationären Gleichgewichtszustandes der untersuchten
Übertragungsaufgabe. Das geschilderte Newton-Raphson-Verfahren bildet in der hier
genutzten Implementierung der Software-Pakete eine innere Berechnungsschleife.
Dieser werden äußere Berechnungsschleifen überlagert, die weitere Charakteristi-
ken der jeweils untersuchten Übertragungsaufgabe berücksichtigen. Dies betrifft z.B.
die Wahl vorhandener Freiheitsgrade der einzelnen Modelle.

Abbildung 4.2 stellt aufbauend auf der inneren Berechnungsschleife die im Rah-
men der Arbeit implementierten äußeren Berechnungsschleifen dar, die weitere
Modellcharakteristiken abbilden. Diese werden nachfolgend beschrieben. Da die
Lastflussberechnung der angeführten Software-Pakete genutzt und nicht selbst
implementiert wird, ist diese in Abbildung 4.2 ausgegraut dargestellt. An der Imple-
mentierung nach [166] wurden allerdings zwei Modellerweiterungen vorgenommen:
Zum einen wurde in der Spannungsregelung der Synchrongeneratoren die Limitie-
rungen des stationären Betriebs nach Abschnitt 2.2.1 berücksichtigt. Zum anderen
wurde das in Abschnitt 2.2.3 vorgestellte dynamische Modell für die Spannungsab-
hängigkeit der Verbraucherlasten implementiert.

Die AC-DC-Lastflussrechnung stellt aufgrund ihrer mathematischen Formulierung
inhärent die Wirk- und Blindleistungsbilanzierung des Gleichgewichtszustandes
sicher. Hierfür sind gemäß der Beschreibung nach Abschnitt 4.1.1 die Spannungssoll-
werte der direkt spannungsgeregelten Synchrongeneratoren frei wählbar. Innerhalb
ihrer Betriebsdiagramme regeln alle Synchrongeneratoren den Spannungswert der
angeschlossenen Netzstation auf einen Sollwert von UNSt,G = U ref

G = 1pu. Ist die
Saldierung der Leistungsbilanzen nicht möglich, divergiert die Lastflussberechnung.
Dies wird in Abschnitt 4.2.2 zur Bewertung der Spannungsstabilität genutzt.

Der AC-DC-Lastflussrechnung wird als innere Berechnungsschleife zunächst eine
äußere Berechnungsschleife überlagert, die den Betriebspunkt optional vorhandener
VSC-HGÜ bestimmt. Wie bereits in Abschnitt 2.4.1 erläutert, ergeben sich für VSC-
HGÜ Freiheitsgrade. Demnach kann die Wirkleistungsübertragung wie auch die
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AC-DC-Lastflussberechnung
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Abbildung 4.2.: Abfolge der äußeren und inneren Berechnungsschleifen bei der
Durchführung einer hybriden AC-DC-Leistungsflussberechnung

Blindleistungseinspeisung möglichst vorteilhaft gewählt werden. Die Umrichter
regeln zunächst die Knotenspannung der angeschlossenen AC-Netzstationen analog
zu den Synchrongeneratoren auf U ref

NSt = 1pu. Für die in der Untersuchung nach
Abschnitt 5.5 genutzte VSC-HGÜ lässt sich weiterhin die Wirkleistungsübertragung
Pref

VSC an einem der Umrichter vorgeben. Primär wird über die Vorgabe von Pref
VSC

zunächst versucht, Konvergenz des Lastflusses sicherzustellen, sofern diese nicht
ohnehin erreicht ist. Hierfür wird Pref

VSC innerhalb des zulässigen Betriebsdiagramms
variiert, wobei die Wirkleistungsübertragung der VSC-HGÜ sukzessive erhöht wird.

Übergeordnet zu dieser ersten äußeren Berechnungsschleife wird eine zweite
äußere Berechnungsschleife durchlaufen. Diese berücksichtigt parallel zwei Frei-
heitsgrade: Zum einen wird die Wirkleistungsbilanzierung der Lastflussberechnung
über den jeweiligen Slack-Generator überprüft und gegebenenfalls korrigiert. Weicht
die berechnete Leistungseinspeisung des Slack-Generators PG,SL infolge der Wirkleis-
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tungsbilanzierung zu stark von der zuvor bestimmten Leistungseinspeisung PG,SL,0
ab, so wird die Differenz gemäß der Bemessungsleistungen auf alle Synchrongene-
ratoren aufgeteilt. Somit wird das Verhalten eines verteilten Slacks implementiert,
wodurch zudem die Netzverluste PV aufgeteilt werden [167]. Diese Berechnungs-
schleife wird genutzt, wenn im Rahmen der stationären Sicherheitsbewertung nach
Abschnitt 4.3 eine Erhöhung der Systemauslastung ausgeregelt werden muss.

Zum anderen werden in dieser zweiten äußeren Berechnungsschleife die Wech-
selwirkungen zwischen der jeweiligen Knotenspannung UNSt und den spannungs-
abhängigen Betriebsmitteln abgebildet. Dies betrifft die schaltbaren Anlagen wie
Kompensationsanlagen und auch die Stufenschalter der Transformatoren. Basierend
auf der jeweiligen Knotenspannung UNSt,AC,i als Ergebnis der Berechnungsschleifen
zuvor wird die Stufung der Kompensationsanlagen bzw. der geregelten Transforma-
toren angepasst. Für die durchgeführten Untersuchungen werden die nachfolgenden
Annahmen getroffen:

• Regelverhalten der Blocktransformatoren: Die Spannungsregelung der Syn-
chrongeneratoren regelt die Spannung am Netzanschlusspunkt auf UNSt,G =
U ref

G , sofern die dafür erforderliche Blindleistungseinspeisung QG innerhalb
der Grenzen des Betriebsdiagramms nach Abbildung 2.4 liegt. Ist dies auf-
grund der Begrenzung des Betriebsdiagramms nicht möglich, müsste die
Spannungsregelung deaktiviert und eine feste Blindleistungseinspeisung ein-
gestellt werden. In diesem Fall wird ein Schaltverhalten des Blocktransfor-
mators implementiert, welches bei Begrenzung des Betriebsdiagramms und
UNSt,G < U ref

G die Spannung am Netzanschlusspunkt UNSt,G erhöht. Analog
wird bei Begrenzung des Betriebsdiagramms und UNSt,G > U ref

G die Spannung
am Netzanschlusspunkt UNSt,G abgesenkt. Das Schaltverhalten führt zu einer
Reduktion der resultierenden Blindleistungseinspeisung QG und ermöglicht
dadurch weiterhin die Spannungsregelung des Synchrongenerators. Schal-
tungen erfolgen in Schritten von ∆$ = 0,005 · ürT, wobei der Stellbereich
auf

�

$min $max

�

=
�

0,9 ... 1, 1
�

· ürT begrenzt ist.

• Regelverhalten der Netzkuppeltransformatoren: Die Netzkuppeltransformato-
ren werden derart geregelt, dass für die unterlagerte sekundärseitige Span-
nungsebene ein Spannungssollwert von U ref

Se = 1pu gestellt wird. Zur Vermei-
dung zu häufiger Schaltungen wird dazu ein Totband der Spannungsregelung
eingeführt, was nachfolgend als Spannungsregelband bezeichnet und zu
UTr,reg =

�

0,98 pu ... 1, 05 pu
�

angenommen wird. Eine Schaltung er-
folgt daher bei Verletzung des Spannungsregelbandes. Weiterhin gelten für die
möglichen Stufungen die gleichen Annahmen wie bei Blocktransformatoren.
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• Regelverhalten der Kompensationsanlagen: Schaltungen der Kompensations-
anlagen werden im Rahmen der Arbeit bei Verletzung des Spannungsregelban-
des UKomp,reg =

�

1pu ... 1, 06pu
�

ausgelöst. Zuschaltungen erfolgen bei
induktiven Kompensationsanlagen in positiver Richtung bei Verletzung des
oberen Spannungsregelbandes, während kapazitive Kompensationsanlagen in
positive Richtung bei Verletzung des unteren Spannungsregelbandes schalten.
In negativer Schaltrichtung gelten die Beziehungen entgegengesetzt, sodass
zugeschaltete Stufen bei Verletzung des Spannungsregelbandes abgeschaltet
werden. Die Schaltung wird mit einer Schrittweite von ∆QKomp = 50Mvar
bei anliegender Netznennspannung gemäß (2.17) realisiert.

Als dritte und letzte äußere Berechnungsschleife wird optional die Ab- oder Zuschal-
tung von Leitungen geprüft. Insbesondere bei längeren Netzstrukturen treten wegen
vereinzelt sehr langer Leitungen Lastfluss-Divergenzen bzw. auch Überspannungen
aufgrund der teils schwachen Auslastungen der Leitungen auf. Aus diesem Grund
werden unternatürlich ausgelastete Leitungen bei Bedarf abgeschaltet. Im Zuge der
stationären Sicherheitsbewertung nach Abschnitt 4.3 wird allerdings die System-
auslastung sukzessive erhöht. Sofern durch eine Reaktivierung der Leitungen keine
erneuten Divergenzen oder Überspannungen entstehen, werden die zuvor abgeschal-
teten Leitungen wieder zugeschaltet. Übergeordnet stellt diese Berechnungsschleife
den schwerwiegendsten Eingriff in die Ausgestaltung der Übertragungsaufgabe dar
und wird deshalb zuletzt durchlaufen.

Im Ergebnis dieser inneren sowie der bis zu drei äußeren Berechnungsschleifen
ergibt sich schließlich unter Voraussetzung der Konvergenz der Lastflussrechnung der
finale Gleichgewichtszustand. Dieser wird genutzt, um die im folgenden Abschnitt
beschriebenen relativen Kriterien auszuwerten.

4.2 Relative Bewertungskriterien

Basierend auf der Berechnung des Gleichgewichtszustandes kann eine Bewertung
mit den eingeführten relativen Bewertungskriterien vorgenommen werden [159].
Dies umfasst zum einen die stationäre Zulässigkeit gemäß Abschnitt 4.2.1. Zum
anderen kann darauf aufbauend auch die Systemstabilität bewertet werden.

Die Bewertung der Systemstabilität nutzt die Ergebnisse der initialen Lastfluss-
rechnung zur Bestimmung des Gleichgewichtszustands Γ0. Darauf aufbauend kann
die Bewertung sowohl dynamisch als auch statisch vorgenommen werden. Bei
dynamischen Verfahren wird eine definierte Störung des Gleichgewichtszustands be-
trachtet. Anschließend erfolgt eine numerische Lösung des differential-algebraischen
Gleichungssystems nach (4.1) im Zeitbereich. Über die Auswertung der Zeitverläufe
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der charakteristischen Betriebsparameter kann die Systemstabilität für diese Stö-
rung beurteilt werden [127, 159, 168]. Gemäß der Zielsetzung der Arbeit werden
Verfahren zur Betrachtung von Großsignalstörungen nicht behandelt.

Demgegenüber bieten statische Verfahren den Vorteil, dass eine Bewertung der
Systemstabilität unabhängig von einer bestimmten Störung erfolgen kann. Dabei
wird eine quasi-stationäre Betrachtung des differential-algebraischen Gleichungssys-
tems nach (4.1) vorgenommen. Das Gleichungssystem wird dazu um den jeweiligen
Arbeitspunkt linearisiert, sodass eine Aussage über das Kleinsignalverhalten getrof-
fen werden kann. Hierfür werden in der Regel Eigenwertanalysen vorgenommen.
Mittels der Analyse der Eigenwerte kann eine Aussage zur Kleinsignalstabilität
getroffen werden. Dies umfasst sowohl die Bewertung der Spannungs- als auch
der Rotorwinkelstabilität. Im Gegenzug können allerdings keine Großsignalstörun-
gen bewertet werden [137, 159]. Die Bewertung der Langzeit-Spannungsstabilität
wird in Abschnitt 4.2.2 und die Bewertung der Kleinsignal-Rotorwinkelstabilität in
Abschnitt 4.2.3 beschrieben.

Die Bewertung der stationären Zulässigkeit wie auch der statischen Stabilität
geben aufgrund der Nicht-Linearität von (4.1) lediglich ein relatives Maß zur Be-
wertung an [71]. Daraus lässt sich nicht ableiten, wie groß der absolute Abstand
des stationären Arbeitspunktes zum Punkt des Verlustes der stationären Zulässigkeit
und statischen Stabilität ist. Die relativen Bewertungskriterien werden genutzt,
um die Zulässigkeit bzw. Stabilität eines Gleichgewichtszustandes zu bewerten
und zulässige von nicht-zulässigen und stabile von instabilen Zuständen zu unter-
scheiden. Die stationäre Sicherheitsmarge als absolutes Maß zur Zulässigkeits- wie
Stabilitätsgrenze wird darauf aufbauend in Abschnitt 4.3 beschrieben.

4.2.1 Bewertungskriterien der stationären Zulässigkeit

Sind die Knotenspannungen UNSt,AC und UNSt,DC berechnet, können daraus alle weite-
ren Größen zur Bewertung der Zulässigkeit eines stationären Gleichgewichtszustan-
des abgeleitet werden. Hierzu werden die Einhaltung des Spannungstoleranzbandes,
der maximalen Spannungswinkeldifferenz und der thermischen Stromtragfähigkei-
ten betrachtet.

Einhaltung des Spannungstoleranzbandes

Gemäß der Leitlinie für den Übertragungsnetzbetrieb der EU-Kommission müssen
die AC-Knotenspannungen UNSt,AC im stationären Betrieb den Anforderungen nach
(4.8) genügen [169].
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0,9 pu≤ UNSt,AC ≤ 1,118 pu für 110 kV ≤ Un,NSt,AC ≤ 300kV (4.8a)

0,9 pu≤ UNSt,AC ≤ 1,05 pu für 300 kV ≤ Un,NSt,AC ≤ 400kV (4.8b)

Während die obere Grenze vor allem die Vermeidung von Spannungsüberschlägen
gewährleistet, stellt die untere Grenze einen Schutz vor thermischer Überlastung
dar. Zudem dient die Einführung der Grenzwerte wesentlich auch dem Schutz
der angeschlossenen Betriebsmittel, die im stationären Betrieb nur für bestimmte
Spannungen ausgelegt sind. Die Kriterien nach (4.8) werden genutzt, um die Span-
nungshaltung im AC-System zu bewerten. Für das DC-System besteht aktuell keine
vergleichbare Richtlinie. Für die Bewertung der Spannungshaltung im DC-System
wird daher ebenfalls das Spannungsband nach (4.8b) genutzt [106, 170].

Einhaltung der maximalen Spannungswinkeldifferenz

Neben der Einhaltung des Spannungstoleranzbandes lässt sich mittels der komple-
xen Knotenspannungen der Netzstationen auch die Spannungswinkelaufdrehung
im AC-System bewerten. Diese korreliert eng mit der Ausprägung der Übertragungs-
aufgabe in Form von Wirkleistungsflüssen und wird zumeist eher im Kontext von
Großsignalstörungen und der daraus folgenden Durchführung von dynamischen
Stabilitätsuntersuchungen betrachtet. Physikalisch darf die Spannungswinkeldif-
ferenz zwischen einer Netzstation mit Leistungsüberschuss, bspw. einer EZA, und
einer Netzstation mit Leistungsabnahme, bspw. einem Verbraucher, nach (2.4a)
nicht über 90◦ betragen. Dieses Kriterium ist allerdings in einem vermaschten Über-
tragungsnetz mit verteilten EZA und Verbrauchern über stationäre Berechnungen
nicht überprüfbar. Aus diesem Grund wird nachfolgend (4.9) eingeführt, sodass
die Bewertung die maximale Differenz der Spannungswinkel im Übertragungsnetz
nutzt.

θNSt,max =max
�

θNSt,AC

�

−min
�

θNSt,AC

�

(4.9)

In der Literatur sind keine Grenzwerte für ein vermaschtes Übertragungsnetz
genannt. Weiterhin ist eine Überschreitung von θNSt,max > 90◦ in einem vermaschten
Übertragungsnetz nicht notwendigerweise kritisch, da wie beschrieben zwischen
den bestimmten Netzstationen EZA und Verbraucher angeschlossen sein können.
Daher werden für die Überprüfung der maximalen Spannungswinkeldifferenz zwei
mögliche Grenzwerte nach (4.10) genutzt.
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θNSt,max1 ≤ 90◦ (4.10a)

θNSt,max2 ≤ 120◦ (4.10b)

Einhaltung der thermischen Stromtragfähigkeiten

Des Weiteren umfasst die stationäre Zulässigkeit auch die Einhaltung der ther-
mischen Stromtragfähigkeiten aller eingesetzten Betriebsmittel. Die bezogenen
Zweigströme der Betriebsmittel IZw,AC,i j bzw. IZw,DC,i j können nach (4.11) bestimmt
werden.

IZw,AC,i j =
�

UNSt,AC,i − UNSt,AC, j

�

· Y AC,längs,i j (4.11a)

IZw,DC,i j =
�

UNSt,DC,i − UNSt,DC, j

�

· Y DC,längs,i j (4.11b)

Diese dürfen stationär die jeweiligen maximalen thermischen Stromtragfähigkei-
ten nicht überschreiten, sodass IZw,AC,i j < Ir,AC,i j und IZw,DC,i j < Ir,DC,i j einzuhalten
ist [169].

4.2.2 Bewertungskriterium Spannungsstabilität

Zur Bewertung der Spannungsstabilität mittels statischer Verfahren wird die Funk-
tionalmatrix der Lastflussberechnung JLF (yLF) ausgewertet. Diese beschreibt den
stationären Gleichgewichtszustand des elektrischen Energieversorgungssystems mit
der Leistung SNSt,AC

�

UNSt,AC

�

[171, 172]. Da die Spannungsstabilität nur für das
AC-System bewertet wird, wird nachfolgend auf die Kennzeichnung des Index
verzichtet.

Die Funktionalmatrix JLF (yLF) enthält gemäß (4.7) die partiellen Ableitungen der
AC-Leistungsgleichungen (4.4) nach den komplexen Knotenspannungen UNSt. Diese

werden für den stationären Gleichgewichtszustand UNSt,0 der PQ-Knoten gemäß
(4.12) ausgewertet.

JLF

�

UNSt,0

�

=





∂ PNSt

�

UNSt

�

∂ θNSt

∂ PNSt

�

UNSt

�

∂ UNSt
∂ QNSt

�

UNSt

�

∂ θNSt

∂ QNSt

�

UNSt

�

∂ UNSt





�

�

�

�

�

�

�

UNSt,0

=
�

JPT JPU
JQT JQU

�

�

�

�

�

UNSt,0

(4.12)
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Für die invertierte Funktionalmatrix der Lastflussrechnung J−1
LF folgt (4.13).

�

∆θNSt

∆UNSt

�

= J−1
LF

�

UNSt,0

�

·
�

∆PNSt

∆QNSt

�

(4.13)

Der linearisierte Zusammenhang nach (4.13) beschreibt die Auswirkung einer
Störung der algebraischen Leistungsgleichungen PNSt und QNSt auf die Knoten-
spannungen UNSt, die den stationären Gleichgewichtszustand Γ0 bestimmen. Ver-
einfachend wird bei Bewertungen der Spannungsstabilität häufig eine reduzierte
Funktionalmatrix JLF,red

�

UNSt,0

�

verwendet. Diese ergibt sich, wenn Änderungen

der Wirkleistungsgleichungen ∆PNSt vernachlässigt werden und somit ∆PNSt = 0pu
gilt. In diesem Fall folgt (4.14) [71, 173, 174].

∆UNSt,red = J−1
LF,red

�

UNSt,0

�

·∆QNSt,red

=
�

JQU − JQT · J−1
PT · JPU

��

�

−1

UNSt,0
·∆QNSt,red (4.14)

Zur Analyse der Spannungsstabilität wird eine Eigenwertanalyse der reduzierten
Funktionalmatrix JLF,red vorgenommen. Diese ist nahezu real, wobei die Imaginär-
teile der zugehörigen Eigenwerte keine physikalische Bedeutung aufweisen. Unter
Verwendung der Eigenwertmatrix λLF sowie der zugehörigen Matrizen von linken
und rechten Eigenvektoren ΥLF,li und ΥLF,re folgt (4.15) [71].

∆UNSt,red = ΥLF,re ·λ−1
LF · ΥLF,li ·∆QNSt,red (4.15)

Über die Anwendung der Orthogonalität von linkem und rechtem Eigenvektor zu
ΥLF,re = Υ−1

LF,li sowie der Einführung modaler Änderungen der Spannung ∆UNSt,mod =
ΥLF,li ·∆UNSt,red und der Blindleistung ∆QNSt,mod = ΥLF,li ·∆QNSt,red ergibt sich (4.16).

∆UNSt,mod = λ
−1
LF ·∆QNSt,mod (4.16)

Die nicht-gekoppelten modalen Gleichungen weisen eine direkte Abhängigkeit von
den Eigenwerten der reduzierten Funktionalmatrix JLF,red auf. Bspw. gilt für Mode
i ∆UNSt,mod,i = 1/λLF,i ·∆QNSt,mod,i . Ist der Eigenwert λLF,i > 0 positiv, so bedeutet
eine positive modale Blindleistungsänderung ∆QNSt,mod,i auch eine positive modale
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Spannungsänderung∆UNSt,mod,i . Dies impliziert Spannungsstabilität. Demgegenüber
liegt bei negativen Moden mit λLF,i < 0 Spannungsinstabilität vor [71, 173, 174].

Je kleiner ein positiver Wert von λLF,i ist, desto näher liegt der betrachtete Arbeits-
punkt an der Grenze zur Instabilität. Im Spannungskollaps liegt für mindestens einen
Mode λLF,i = 0 vor, da jede Änderung der modalen Blindleistung eine unendliche
Änderung der zugehörigen modalen Spannung bewirkt. Dies begründet, dass im
Kipppunkt (4.17) gilt und die nicht-reduzierte Funktionalmatrix der Lastflussrech-
nung JLF

�

UNSt,krit

�

nicht invertiert werden kann [71, 173, 174].

det
�

JLF

�

UNSt,krit

��

= 0 (4.17)

Verständlich wird dies über die Betrachtung der PU-Charakteristik einer Netzstati-
on, deren Arbeitspunkt bereits nahe am jeweiligen Kipppunkt liegt. Erhöht sich an
dieser Netzstation der Lastbezug SL und kann dies nicht lokal ausgeglichen werden,
so erhöht sich zwangsläufig auch die übertragene Leistung SN. Dies verursacht einen
zusätzlichen Blindleistungsbedarf QLtg. Je weiter der Arbeitspunkt an den Kipppunkt
heranrückt, desto steiler wird auch der Abfall des Spannungsbetrags bis schließlich
der Spannungskollaps auftritt [82].

4.2.3 Bewertungskriterium Rotorwinkelstabilität

Die Rotorwinkelstabilität im Kleinsignalbereich weist im Gegensatz zur Spannungs-
stabilität im Langzeitbereich signifikant kleinere Zeitkonstanten auf. Aus diesem
Grund müssen für die Analyse der Rotorwinkelstabilität auch die dynamischen
Charakteristiken des elektrischen Energieversorgungssystems berücksichtigt wer-
den. Nachfolgend wird vom differential-algebraischen Gleichungssystem nach (4.1)
ausgegangen. Dieses wird üblicherweise in Studien zur Rotorwinkelstabilität über
das Theorem der impliziten Funktion nach (4.18) in ein System gewöhnlicher
Differentialgleichungen (engl.: ordinary differential equation, ODE) umgewandelt
[159].

ẋ =FDAE (x , y , u) =FDAE (x ,GODE (x , u) , u) =FODE (x , u) (4.18a)

y = GODE (x , u) (4.18b)

Da nachfolgend ausschließlich von ODE ausgegangen wird, wird auf die Kenn-
zeichnung des Index verzichtet. In Kleinsignalstudien werden ODE nach (4.18)
zumeist linearisiert betrachtet, sodass für die Variablen eine Linearisierung gemäß
x = x0 +∆x , u = u0 +∆u und y = y0 +∆y vorgenommen wird.
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Wird (4.18) unter Anwendung der Taylor-Reihenentwicklung linearisiert, so folgt
in Einzelschreibweise für ∆ ẋ i und ∆yi (4.19), woraus in Matrixschreibweise (4.20)
resultiert [71, 125, 175].

∆ ẋ i =
nx
∑

j=1

∂ Fi (x , u)
∂ x j

�

�

�

�

x0,u0

·∆x j +
nu
∑

j=1

∂ Fi (x , u)
∂ u j

�

�

�

�

x0,u0

·∆u j (4.19a)

∆yi =
nx
∑

j=1

∂ Gi (x , u)
∂ x j

�

�

�

�

x0,u0

·∆x j +
nu
∑

j=1

∂ Gi (x , u)
∂ u j

�

�

�

�

x0,u0

·∆u j (4.19b)

∆ẋ = A ·∆x + B ·∆u (4.20a)

∆y = C ·∆x + D ·∆u (4.20b)

In der Matrixdarstellung, die auch als Zustandsraumdarstellung bezeichnet wird,
sind die folgenden Matrizen definiert:

• A bestimmt die Zustandsraummatrix der Dimension
�

nx · nx

�

,

• B definiert die Kontrollmatrix der Dimension
�

nx · nu

�

,

• C bezeichnet die Ausgangsmatrix der Dimension
�

ny · nx

�

,

• D gibt die Vorwärtskopplungsmatrix der Dimension
�

ny · nu

�

an.

Bei der Analyse der Rotorwinkelstabilität werden zunächst die Zustandsraumdar-
stellungen einzelner Teilsysteme von Betriebsmitteln separat formuliert und im-
plementiert, da diese mathematisch geschlossen bestimmbar sind [71, 176]. Die
abgebildeten Teilsysteme werden nachfolgend basierend auf den technologischen
Eigenschaften erläutert, die in Kapitel 2 beschrieben wurden.

Synchrongenerator: Synchrongeneratoren werden ausgehend von der Beschrei-
bung in Abschnitt 2.2.1 gemäß des vollständigen Per-Unit-Modell im dq-
Referenzrahmen nach [71] modelliert. Ursprünglich besteht das Modell aus
je drei differentiellen und algebraischen Gleichungen für den Stator, sowie
je vier differentiellen und algebraischen Gleichungen für den Rotor. Hin-
zu kommt eine algebraische Gleichung für die Kopplung der Stator- und
Rotorflüsse über den Luftspalt sowie zwei differentielle Gleichungen für
die mechanische Bewegungsgleichung. Nachfolgend wird die Dynamik der
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Statorwicklungen vernachlässigt [71]. Dies erlaubt die Verwendung von al-
gebraischen Gleichungen für das koppelnde Stromnetz, welches andernfalls
ebenfalls dynamisch berücksichtigt werden müsste. Die Per-Unit-Gleichungen
der Statorspannung enthalten durch die Vernachlässigung nur den funda-
mentalen Anteil der Netzfrequenz und keine hochfrequenten Transienten.
Weiterhin werden Änderungen der Kreisfrequenz des Rotors vernachlässigt,
da diese klein sind und keine relevanten Auswirkungen auf die Klemmen-
spannung des Stators besitzen.

Regelungseinrichtungendes Synchrongenerators: Das dynamische Verhalten von
Synchrongeneratoren wird über mehrere Regelungseinrichtungen gesteuert.
Im Rahmen der Arbeit sind insbesondere Spannungsregler und Erregersystem
und das Pendelungsdämpfungsgerät relevant. Dazu werden die Modelle der
jeweiligen Literaturquellen linearisiert.

Verbraucherlasten: Wirk- und Blindleistungsbezüge von Verbraucherlasten werden
mit einem einfachen dynamischen Modell beschrieben. Dieses umfasst für
Wirk- und Blindleistungsbezug getrennt eine differentielle Gleichung für
die Beschreibung der Lastwiederkehr nach einer Spannungsänderung und
eine algebraische Gleichung zur Beschreibung des Lastbezugs [82, 89]. Das
mathematische Modell dazu wurde in Abschnitt 2.2.3 beschrieben.

VSC-HGÜ: Das Verhalten von VSC-HGÜ wird im Rahmen der Arbeit über ein AVM
nach [99] nachgebildet. Dieses berücksichtigt das elektrische Verhalten auf
der AC-Seite über eine gesteuerte Spannungsquelle und auf der DC-Seite
über eine gesteuerte Stromquelle. Vernachlässigt werden die internen Schalt-
vorgänge der Umrichter, da diese keine Auswirkungen auf das übergeord-
nete Verhalten aus Systemsicht haben. Die Steuerung der Spannungs- wie
Stromquelle erfolgt über ein übergeordnetes Regelungskonzept, wie es in
Abschnitt 2.4.1 beschrieben wurde.

EE-Anlagen: Aufgrund des Fokus auf das Übertragungsnetz werden nachfolgend
ausschließlich Offshore-Windparks betrachtet. Diese werden überwiegend
über Umrichter an das elektrische Energieversorgungssystem angeschlossen.
Daher wird das Modell von VSC-HGÜ für den Anschluss von EE-Anlagen
verwendet.

Weiteres AC- und DC-System: Die weiteren Betriebsmittel des AC- und DC-Systems
umfassen insbesondere die leistungsübertragenden Betriebsmittel wie Leitun-
gen und Transformatoren. Deren transiente Charakteristiken sind verglichen
mit Synchrongeneratoren sehr schnell und klingen mit kleinen Zeitkonstanten
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ab. Aus diesem Grund werden sie weiterhin nicht betrachtet und die weiteren
Betriebsmittel lediglich über algebraische Gleichungen nachgebildet. Für das
AC- und DC-System werden die jeweiligen Admittanzmatrizen verwendet
[71].

Ausgehend von den linearisierten Modellen bestehen wechselseitige Abhängigkei-
ten zwischen Zustandsvariablen, algebraischen Ausgangs- und Eingangsvariablen.
Diese Abhängigkeiten sind in Abbildung 4.3 für einen Synchrongenerator, eine Ver-
braucherlast und das passive AC-System sowie für eine VSC-HGÜ und das passive
DC-System gezeigt.

Die Kopplung der entwickelten Zustandsraumdarstellungen der einzelnen Teil-
systeme geschieht auf Grundlage von Eingangs-Ausgangs-Beziehungen, welche
ebenfalls in Matrixform formuliert werden. Somit lassen sich die Ausgänge eines
Teilsystems mit den passenden Eingängen eines anderen Teilsystems verbinden
[177]. Schlussendlich wird die Zustandsraumdarstellung des Gesamtsystems nach
(4.20) erreicht, die für die Bewertung der Rotorwinkelstabilität verwendet wird.

Wird die Bewegung eines freien Systems betrachtet, so gilt für (4.20) zunächst
∆u = 0. In diesem Fall lässt sich die Lösung von (4.20) zu (4.21) bestimmen. Hierbei
bezeichnet λdyn,i den i-ten Eigenwert der Zustandsraummatrix A, während Υdyn,re,i
und Υdyn,li,i die jeweils korrespondierenden rechten bzw. linken Eigenvektormatrizen
zu diesem Eigenwert bezeichnen [71].

∆x (t) =
nx
∑

i=1

Υdyn,re,i · Υdyn,li,i ·∆x (0) · eλdyn,i ·t (4.21)

Anhand von (4.21) lässt sich erkennen, dass sich die freie Bewegung des Systems
nach (4.20) aus einer linearen Kombination von nx Moden der Zustandsraummatrix
A zusammensetzt. Die Eigenwertanalyse der Zustandsraummatrix wird genutzt, um
die Rotorwinkelstabilität zu bewerten. Hierbei können Eigenwerte entweder reell
oder komplex sein [71].

Reelle Eigenwerte entsprechen nicht-oszillatorischen Moden. Ein negativer reeller
Eigenwert bedingt einen abklingenden Mode, wobei die Höhe des Eigen-
wertes der Stärke der Dämpfung entspricht. Bei einem negativen reellen
Eigenwert ist die Stabilität des Modes gewährleistet. Ein positiver reeller
Eigenwert bedeutet hingegen aperiodische Instabilität.

Komplexe Eigenwerte treten in konjugiert-komplexen Paaren zu λdyn = σdyn ± j ·
ωdyn auf, wobei ein konjugiert-komplexes Eigenwertpaar als oszillatorischer
Mode bezeichnet wird. Die zeitliche Antwort des Systems nach (4.21) ist
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�
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Abbildung 4.3.:Wechselseitige Abhängigkeiten von Zustandsvariablen, algebra-
ischen Ausgangs- und Eingangsvariablen in der Zustandsraumdar-
stellung zur Bewertung der Rotorwinkelstabilität
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durch das konjugiert-komplexe Eigenwertpaar wiederum reell. Der Realteil
des komplexen Modes σdyn entspricht der Dämpfung, während der Imagi-
närteil ωdyn der Kreisfrequenz der Schwingung entspricht. Somit kann auch
bei komplexen Eigenwerten der Realteil des Eigenwertes zur Bewertung
der Stabilität des Modes herangezogen werden. Ist dieser negativ, klingt
die Schwingung ab; ist dieser positiv, so liegt oszillatorische Instabilität vor.
Weiterhin kann die Dämpfungsrate eines komplexen Mode ζdyn zu (4.22)
bestimmt werden. Diese entspricht der Abklingrate der bei komplexen Eigen-
werten auftretenden Schwingung.

ζdyn =
−σdyn

Ç

σ2
dyn +ω

2
dyn

(4.22)

Die Bewertung der statischen Rotorwinkelstabilität erfolgt über die Auswertung
der Realteile der Eigenwerte real

�

λdyn

�

der Zustandsraummatrix A. Weist auch nur
ein Eigenwert einen positiven Realteil auf, so liegt gemäß der ersten Methode von
Lyapunov Instabilität vor [178]. Dies ist auch an der Lösung im Zeitbereich nach
(4.21) ersichtlich. Weiterhin können über die Analyse der Kreisfrequenzen ωdyn
der komplexen Modes Informationen über auftretenden Oszillationen im System
gewonnen werden. Die mit fdyn = ωdyn/ (2 ·π) folgende Frequenz entspricht der
in Abschnitt 3.2.3 bestimmten Klassifizierung typischer Oszillationen. Basierend
darauf kann eine minimale Dämpfungsrate definiert werden, damit eine auftretende
Schwingung möglichst zeitnah abklingt. Bspw. definiert [153] ζdyn,min = 5% als
ausreichend.

Analog zu der Bestimmung von Sensitivitäten bei der Bewertung der Spannungs-
stabilität lässt sich die Sensitivität ρdyn, ji von Zustandsvariable j auf Mode i zu
(4.23) ausdrücken.

ρdyn, ji = Υdyn,re, ji · Υdyn,li,i j (4.23)

Das Vorgehen ist ausführlich in [179–181] beschrieben. Die Sensitivitäten kön-
nen genutzt werden, um im Falle eines ungenügend gedämpften bzw. instabilen
Modes die relevanten Zustandsvariablen zu bestimmen und Gegenmaßnahmen zu
ergreifen.

4.3 Stationäre Sicherheitsbewertung

Im vorangegangenen Abschnitt wurden einzelne relative Kriterien zur Bewertung
des stationären Arbeitspunktes abgeleitet, die allerdings keinen absoluten Abstand
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zur Zulässigkeits- wie Stabilitätsgrenze angeben. Dafür wird weiterhin ein absolutes
Bewertungskriterium benötigt. Ausgehend vom Gleichgewichtszustand des statio-
nären Arbeitspunktes Γ0 wird durch eine Modifikation der Übertragungsaufgabe
sukzessive die Systemauslastung erhöht. Dies lenkt die entstehenden Gleichge-
wichtszustände zunehmend weiter vom stationären Arbeitspunkt aus, bis schließlich
keine Konvergenz des Lastflusses mehr erzielt werden kann. Der letzte konvergente
Gleichgewichtszustand wird als maximale Leistungsübertragung ΓMaxLstg bezeichnet.

Die im Rahmen der stationären Sicherheitsbewertung sukzessiv weiter ausgelenk-
ten Gleichgewichtszustände stellen nicht notwendigerweise zulässige wie stabile
Gleichgewichtszustände dar. Daher werden in jeder Iteration die entwickelten relati-
ven Bewertungskriterien überprüft. Kommt es zu einer Verletzung eines relativen
Kriteriums, so bestimmt der zuletzt bestimmte zulässige bzw. stabile Gleichgewichts-
zustand die stationäre Sicherheitsgrenze ΓStatM. Die Art und Weise der Modifikation
der Übertragungsaufgabe ist frei wählbar. Im Rahmen der Arbeit wird eine Methode
verwendet, wonach der Leistungsbezug der Verbraucherlasten SL linear gesteigert
wird [142, 182]. Prinzipiell sind hier auch andere Variationen denkbar, sodass eine
Variation auch über eine nicht-lineare Steigerung der Verbraucherlasten bestimmt
werden könnte [183–185]. Diese Verfahren werden weiterhin nicht betrachtet.

Die angewandte Methode ist in Abbildung 4.4 verdeutlicht und wird nachfolgend
beschrieben. Ausgehend von der initialen Bestimmung des Gleichgewichtszustandes
Γ0 wird diese Lösung zunächst als Fallback-Lösung Γ (1)FB = Γ0 für den Fall einer Diver-
genz der nächsten Iteration gespeichert. Anschließend werden die Leistungsbezüge
der Verbraucherlasten bei Bezugsspannung SL,U0 gemäß (4.24) erhöht.

Hierzu wird der Faktor k(κ)L eingeführt, der initial zu k(1)L = 0,01 gesetzt wird. Die
Leistungsentnahmen werden linear gesteigert. Die Linearität wird über den normali-
sierten Richtungsvektor ιL nach (4.24) gewährleistet. In Iteration κ bezeichnet S(κ)L,U0
den Leistungsbezug der Verbraucherlasten bei Bezugsspannung. Die Steigerung
geschieht ausgehend vom stationären Arbeitspunkt S(0)L,U0 = SL,U0,0.

S(κ)L,U0 = S(κ−1)
L,U0 + k(κ)L · ιL = S(κ−1)

L,U0 +∆S(κ)L,U0 (4.24)

mit ιL = SL,U0/




SL,U0





 (4.25)
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Speicherung initialer Gleichgewichtszustands als Fallback-Lösung Γ (1)FB

Initialisierung Richtungsfaktor k(1)Rtg = 0,01

Erhöhung Leistungsbezug Verbraucherlasten um ∆S(κ)L,U0

Anpassung Leistungseinspeisung konventionelle Kraftwerke ∆P(κ)KonvKW

Durchführung AC-DC-Lastflussberechnung
Ausgleich Leistungsdifferenz über verteilten Slack

Konvergenz

Überprüfung relativer
Bewertungskriterien

Divergenz

Rücksetzung auf
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Kriteriums

Speicherung neuer
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Abbildung 4.4.:Methodisches Vorgehen der stationären Sicherheitsbewertung bei
Bestimmung von ΓStatM

Die Erhöhung der Systemauslastung über die Änderung von Leistungsentnahmen
∑

∆S(κ)L,U0 muss gemäß (4.26) von den Leistungseinspeisungen der konventionellen

Kraftwerke
∑

∆P(κ)KonvKW ausgeregelt werden.

∆P(κ)KonvKW =
∑

∆P(κ)L,U0 (4.26)
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In der Realität geschieht dies bei ausreichender Vorlaufzeit im Rahmen des markt-
wirtschaftlichen Vorgehens zur Bestimmung des Kraftwerkseinsatzes oder instantan
über Regelreserve, deren Einsatz ebenfalls marktwirtschaftlich bestimmt wird. Da
diese marktwirtschaftlichen Verfahren nicht abgebildet werden, wird angenom-
men, dass sich alle verfügbaren konventionellen Kraftwerke anteilig gemäß ihrer
Bemessungsleistung Sr,KonvKW innerhalb des zulässigen Betriebsdiagramms an der
Ausregelung beteiligen.

Für den ausgelenkten Arbeitspunkt wird im Anschluss eine hybride AC-DC-
Lastflussrechnung durchgeführt. Konvergiert diese, werden die relativen Bewer-
tungskriterien ausgehend von den Ergebnissen der Lastflussrechnung geprüft. In der
konkreten Umsetzung wird die Modifikation der Übertragungsaufgabe separat für
jedes relative Kriterium betrachtet, sodass eine Vergleichbarkeit in der Bewertung
der einzelnen Kriterien ermöglicht wird. Dies bedeutet, dass bei der Bewertung eines
relativen Kriteriums der Iterationsschritt auch dann divergent gewertet wird, wenn
zwar der Lastfluss konvergent ist, aber das jeweils betrachtete Kriterium verletzt ist.
Dies erlaubt einen Vergleich zwischen den Kriterien. Die weiteren Erläuterungen
beziehen sich auf die maximale Leistungsübertragung ΓMaxLstg, sind aber analog für
die anderen Kriterien gültig.

Der bestimmte konvergente Gleichgewichtszustand wird als neue Fallback-Lösung
Γ (κ)FB gespeichert, ehe eine weitere Iteration durchgeführt wird. Im Falle der Diver-
genz der Lastflussrechnung ist hingegen die maximale Leistungsübertragung ΓMaxLstg

überschritten worden. In diesem Fall wird zum einen die Fallback-Lösung Γ (κ−1)
FB

genutzt, um den letzten bestimmten Gleichgewichtspunkt einzusetzen. Zum anderen
wird der Richtungsfaktor k(κ)L reduziert. Unterschreitet dieser die Konvergenzschran-
ke εlin = 10−6, so wird angenommen, dass die maximale Leistungsübertragung
ΓMaxLstg hinreichend genau angenähert ist. Eine genauere Bestimmung der maxi-
malen Leistungsübertragung ist darüber hinaus nur mit weitergehenden Methoden
wie dem Continuation Power Flow möglich [65]. Die bestimmten Gleichgewichtszu-
stände der einzelnen relativen Kriterien unterschätzen den Eintritt des jeweiligen
Kriteriums zur sicheren Seite.

Der Abstand γMaxLstg des stationären Arbeitspunktes, beschrieben durch SL,U0,0, zur
maximalen Leistungsübertragung, beschrieben durch SL,U0,MaxLstg, lässt sich über die
vektorielle Norm zu (4.27) quantifizieren und wird nachfolgend als Sicherheitsmarge
bezeichnet.

γMaxLstg =




SL,U0,MaxLstg − SL,U0,0





 =̂


ΓMaxLstg − Γ0



 (4.27)

Wie beschrieben gilt (4.27) analog auch für den Abstand des stationären Arbeits-
punktes Γ0 zu den weiteren eingeführten relativen Kriterien:

4.3. Stationäre Sicherheitsbewertung 95



• γUmin: Sicherheitsmarge der Verletzung des unteren Spannungstoleranzban-
des nach dem Punkt ΓUmin zum stationären Arbeitspunkt Γ0 gemäß (4.8),

• γUmax: Sicherheitsmarge der Verletzung des oberen Spannungstoleranzbandes
nach dem Punkt ΓUmax zum stationären Arbeitspunkt Γ0 gemäß (4.8),

• γΘ90: Sicherheitsmarge der Verletzung des 90◦-Kriteriums nach dem Punkt
ΓΘ90 zum stationären Arbeitspunkt Γ0 gemäß (4.10),

• γΘ120: Sicherheitsmarge der Verletzung des 120◦-Kriteriums nach dem Punkt
ΓΘ120 zum stationären Arbeitspunkt Γ0 gemäß (4.10),

• γIth: Sicherheitsmarge der Verletzung der thermischen Stromtragfähigkeit
nach dem Punkt ΓIth zum stationären Arbeitspunkt Γ0 gemäß (4.11),

• γLF: Sicherheitsmarge der Verletzung der Langzeit-Spannungsstabilität nach
dem Punkt ΓLF zum stationären Arbeitspunkt Γ0 gemäß Abschnitt 4.2.2,

• γDamp: Sicherheitsmarge der Verletzung der minimal zulässigen Dämpfung
der Kleinsignal-Rotorwinkelstabilität nach dem Punkt ΓDamp zum stationären
Arbeitspunkt Γ0 gemäß Abschnitt 4.2.3.

Die stationäre Sicherheitsmarge γ wird in MVA bestimmt und stellt eine spezifi-
sche Kennzahl für die jeweils betrachtete Übertragungsaufgabe dar. Aufgrund der
Unterschiedlichkeit kann darüber jedoch keine direkte Vergleichbarkeit zwischen
verschiedenen Übertragungsaufgaben hergestellt werden. Als weitere Kennzahl
wird daher der stationäre Lastfaktor k eingeführt. Für den Punkt der maximalen
Leistungsübertragung gibt er das Verhältnis der Summe der Verbraucherlasten bei
ΓMaxLstg zu Γ0 an und berechnet sich zu (4.28).

kMaxLstg =

∑

SL,U0,MaxLstg
∑

SL,U0,0

(4.28)

Nachfolgend werden beide Kennzahlen für die verschiedenen Kriterien verwendet,
um die jeweilige Übertragungsaufgabe zu bewerten. Zusammengefasst lässt sich
daraus die stationäre Sicherheitsmarge γStatM bzw. der stationäre Sicherheitsfaktor
kStatM als Minimum der jeweils separaten Bewertungen der relativen Kriterien zu
(4.29) bestimmen.

γStatM =min
�

γUmin,γUmax,γΘ90,γIth,γLF,γDamp,γMaxLstg

�

(4.29a)

kStatM =min
�

kUmin, kUmax, kΘ90, kIth, kLF, kDamp, kMaxLstg

�

(4.29b)
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Insbesondere der stationäre Sicherheitsfaktor kStatM kann im Sinne einer Forde-
rung der North American Electric Reliability Corporation (NERC) bzw. Western
Electricity Coordinating Council (WECC) genutzt werden. Diese fordern in der
Literatur explizit zur Wahrung der Spannungsstabilität, dass stets ein minimaler
stationärer Sicherheitsfaktor gemäß (4.30) gelten soll [61, 186]. Diese Forderung
wird generalisiert für die Bewertung der stationären Sicherheitsmarge genutzt.

kStatM > kmin,StatM = 1,05 (4.30)

4.4 Zusammenfassung

Mathematisch lässt sich das elektrische Energieversorgungssystem durch ein
differential-algebraisches Gleichungssystem beschreiben. Basierend auf diesem
kann der stationäre Arbeitspunkt als Gleichgewichtszustand berechnet werden,
auf den für den initialen Zeitpunkt keine Störungen wirken. Basierend auf dieser
Berechnung wurden im vorliegenden Kapitel relative Kriterien entwickelt, die eine
Bewertung der stationären Zulässigkeit als auch der statischen Stabilität gegenüber
Kleinsignalstörungen erlauben. Dies umfasst definierte Grenzwerte für die Bewer-
tung der stationären Zulässigkeit wie auch Eigenwertanalysen für die Bewertung der
Widerstandsfähigkeit gegenüber Kleinsignalstörungen. Diesen Kriterien ist gemein,
dass sie den jeweiligen Arbeitspunkt nur relativ bewerten, indem sie kein absolutes
Maß zur Zulässigkeits- wie Stabilitätsgrenze angeben. Aus diesem Grunde wurde
eine stationäre Sicherheitsbewertung eingeführt, die den Abstand zwischen dem
stationären Arbeitspunkt und der Zulässigkeits- wie Stabilitätsgrenze über eine Aus-
lenkung der Gleichgewichtszustände bestimmt. Die stationäre Sicherheitsrechnung
wird im nächsten Kapitel auf ein realistisches Testsystem angewendet, um so die
eingangs angeführte Zielsetzung der Arbeit untersuchen zu können.
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5 Untersuchung der stationären
Übertragungsaufgabe

Im vorigen Kapitel wurde das genutzte Verfahren zur Bewertung der stationären
Übertragungsaufgabe vorgestellt. In realen elektrischen Energieversorgungssys-
temen ergibt sich die Übertragungsaufgabe als Ausgestaltung multipler Einfluss-
faktoren. Dies umfasst die strukturierte Verschaltung der leistungsübertragenden
Betriebsmittel, die Anordnung der Erzeugungsanlagen und Anlagen der Verbrau-
cherlasten, wie auch weitergehende Einflussfaktoren in Form von Regelungsme-
chanismen. Die in Abschnitt 1.2 eingeführte Zielsetzung der Arbeit besteht in der
Bewertung der Einflussfaktoren auf die verschiedenen, in Abschnitt 4.2 eingeführten,
Bewertungskriterien. Dafür wurde in Abschnitt 4.3 ein Verfahren zur stationären Si-
cherheitsbewertung unter Einbeziehung dieser Kriterien eingeführt. Diese stationäre
Sicherheitsbewertung erlaubt den Vergleich verschiedener Übertragungsaufgaben,
die gemäß der Zielsetzung der Arbeit für unterschiedliche Einflussfaktoren variiert
werden.

Für die simulative Untersuchung der Fragestellungen wird in Abschnitt 5.1 das
Nordic32-Testsystem als Benchmarknetz eingeführt. Als Referenzfall wird die hinter-
legte Übertragungsaufgabe einer stationären Sicherheitsbewertung unterzogen.

Dem stationären Arbeitspunkt liegt die vorhandene Netzstruktur zugrunde, über
die sich die Leistungsflüsse gemäß den Impedanzverhältnissen der Betriebsmittel
ausbreiten. Hierbei wird in Netzstudien häufig nur ein Übertragungsnetzmodell
genutzt, welches die jeweils notwendigen Anforderungen erfüllt. Die jeweilige
Netzstruktur wird zwar teilweise angepasst, z.B. durch Netzausbau, allerdings nicht
einer umfassenden Sensitivitätsanalyse der Leitungslängen unterzogen. Dies ist
in Netzstudien nicht zielführend, da in der Praxis ein Übertragungsnetz vorliegt,
welches untersucht werden soll. Der Einfluss der Netzstruktur wird in Abschnitt 5.2
untersucht.

Basierend auf den Untersuchungen in Abschnitt 5.2 lassen sich verschiedene Netz-
strukturen ableiten, die unterschiedliche Eigenschaften aufweisen. Bestimmte Netz-
strukturen können Herausforderungen für die Blindleitungsbilanz implizieren, die
allerdings stets gewährleistet werden muss. Die Blindleitungsbilanz kann insbesonde-
re durch Kompensationsanlagen punktuell lokal beeinflusst werden. In Abschnitt 5.3
werden zwei Netzstrukturen gewählt, die eine Gefährdung der Blindleistungsbilanz
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aufweisen. Für diese wird eine Variation der lokalen Blindleistungskompensation
untersucht.

Neben der bestehenden Erzeugungsstruktur in Form von konventionellen Kraft-
werken werden zukünftig bedingt durch die Energiewende vermehrt Anlagen zur
Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien auch im Übertragungsnetz angeschlos-
sen werden. Die daraus folgenden Änderungen der Erzeugungsstruktur beeinflussen
die Ausgestaltung der Übertragungsaufgabe. Letztere ist abhängig von der Aus-
prägung der Netzstruktur, wobei hier insbesondere die Übertragungsentfernung
interessant ist. In Abschnitt 5.4 wird der Einfluss des Ausbaus von EE-Anlagen
auf die Ausgestaltung der Übertragungsaufgabe für zwei unterschiedlich lange
Netzstrukturen untersucht.

Insbesondere für weiträumige Übertragungsentfernungen werden zukünftig auch
VSC-HGÜ eingesetzt. Die Untersuchung aus Abschnitt 5.4 wird in Kapitel 5.5 unter
Einbeziehung einer VSC-HGÜ wiederholt, um deren Einfluss auf die Ausgestaltung
der Übertragungsaufgabe bewerten zu können.

5.1 Benchmarknetz für stationäre Untersuchungen: Nordic32-Testsystem

Für die Untersuchung der stationären Übertragungsaufgabe wird ein Netzmodell
benötigt, das die Ableitung möglichst allgemeingültiger Aussagen zulässt. Allgemein
werden diese Netzmodelle als Benchmarknetze bezeichnet, da sie weniger auf die
vollständige Abbildung des elektrischen Energieversorgungssystems eines bestimm-
ten Landes abzielen, sondern möglichst allgemein typische Netz- sowie Erzeugungs-
und Laststrukturen beschreiben. Hierfür sind in der Literatur eine Vielzahl möglicher
Modelle vorhanden. Diese unterscheiden sich in verschiedenen Parametern, wie z.B.
den abgebildeten Spannungsebenen, der Ausdehnung des Netzes, den Betriebsmit-
teln oder dem Untersuchungsgegenstand, für den das Benchmarknetz erstellt wurde.
Insbesondere letzteres ist relevant, da die Strukturen, Modelle und Parameter eine
Beantwortung der dem jeweiligen Untersuchungsgegenstand zugrunde liegenden
Fragestellung erlauben müssen. Im Rahmen der Arbeit wird ein Benchmarknetz
benötigt, welches stationäre Untersuchungen im Übertragungsnetz erlaubt.

Zur Gewährleistung der angeführten Kriterien kommt ein Benchmarknetz zum Ein-
satz, das in der Task Force on Test Systems for Voltage Stability Analysis and Security
Assessment der IEEE erarbeitet wurde. Dabei handelt es sich um das Nordic-32-Bus-
Testsystem (im folgenden Nordic32-Testsystem genannt) [187]. Das verwendete
Benchmark-System wird in Abschnitt 5.1.1 beschrieben. In Abschnitt 5.1.2 wird die
hinterlegte Übertragungsaufgabe mittels der eingeführten stationären Sicherheitsbe-
wertung bewertet.
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5.1.1 Einführung des Nordic32-Testsystem

Das Nordic32-Testsystem wurde ursprünglich als fiktives Übertragungsnetzmodell
basierend auf dem schwedischen bzw. skandinavischen Übertragungsnetz etwa um
1970 von K. Walve entwickelt. Es wurde von der IEEE Task Force angepasst, um die
dynamischen Modelle und Regler repräsentativ zu gestalten. Die Hauptaufgabe der
Task Force bestand in der Erstellung eines international anerkannten Testsystems
für Untersuchungen zur Spannungsstabilität. Alle Daten des Testsystems sind [187]
entnommen.

Das Testsystem ist in Abbildung 5.1 gezeigt, wobei die Abbildung nicht maßstabs-
getreu ist. Aus diesem Grund sind die berechneten Leitungslängen in der Abbildung
angegeben.1 Die berechneten Leitungslängen zeigen, dass im Nordic32-Testsystem
wenige überdurchschnittlich lange und viele unterdurchschnittlich lange, d.h. kurze,
Leitungen vorhanden.

Wesentlich für das Testsystem mit der Netznennfrequenz f n = 50Hz sind die
vier Regionen Nord, Zentral, Süd und Extern. Diese sind über Übertragungsleitun-
gen mit der Netznennspannung Un = 400kV und einer Leitungslänge zwischen
`i = 427...640km verbunden. Die 400-kV-Übertragungsebene ist vermascht ausge-
führt, wobei fünf der Übertragungsleitungen eine kapazitive Reihenkompensation
aufweisen. Dies betrifft die Übertragungsleitungen zwischen NSt 4031 und NSt 4041
(Doppelleitung), zwischen NSt 4032 und NSt 4044 bzw. NSt 4032 und NSt 4042
sowie zwischen NSt 4021 und NSt 4042. Zusätzlich zu der vermaschten 400-kV-
Übertragungsebene enthält das Testsystem einige weitere regionale Übertragungs-
ebenen mit den Netznennspannungen UnN = 220kV bzw. UnN = 130kV.

Im Testsystem nach [187] sind zwei Arbeitspunkte angeführt, die eine unterschied-
liche Anzahl Synchrongeneratoren enthalten und streng genommen unterschiedliche
Erzeugungsstrukturen aufweisen. Für die weitere Arbeit wird der Arbeitspunkt B
mit 23 Synchrongeneratoren verwendet. Diese weisen eine Anschlussspannung von
U rG = 15kV auf und sind über stufbare Blocktransformatoren mit der Übertragungs-
netzebene verbunden. Die unterlagerte Verteilungsnetzebene ist im Testsystem über
22 jeweils einzeln aggregierte Verbraucherlasten berücksichtigt, die eine Netznenn-
spannung von UnN = 20kV aufweisen. Die Netzkuppeltransformatoren sind stufbar
ausgeführt. EE-Anlagen sind im Testsystem nicht berücksichtigt.

1 Da in [187] keine Leitungslängen vermerkt sind, wurden diese über die angegebenen Reak-
tanzen X Ltg berechnet. Hierbei wurden die folgenden längenbezogenen Reaktanzbeläge für
die vorhandenen Spannungsebenen verwendet: X Ltg,400kV = 0,26Ω/km, X Ltg,220kV = 0,3Ω/km

und X Ltg,130kV = 0,39Ω/km [136]. Die berechneten Leitungslängen werden für die Aufteilung
`i > `Fl,max langer Freileitungen gemäß Abschnitt 2.3.1 genutzt.
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Abbildung 5.1.: Nordic32-Testsystem für den Arbeitspunkt B
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Tabelle 5.1.: Vorgegebene Szenariodaten je Region für Arbeitspunkt B des Nordic32-
Testsystem gemäß [187]

Nord Zentral Süd Extern Summe

PG,B 4,63 GW 3,45 GW 1, 59GW 1,84 GW 11,51 GW

SrG,B 6,25 GVA 3,9 GVA 1, 8GVA 5GVA 16,95 GVA

PL,B 1,18 GW 6,19 GW 1, 39GW 2,3 GW 11,06 GW

Tabelle 5.1 gibt die summierten Wirkleistungseinspeisungen PG und -bezüge PL für
die vier im Testsystem vorhandenen Regionen an. In Abbildung 5.2 sind darüber hin-
aus die bilanzierten Wirkleistungseinspeisungen PG und -bezüge PL der jeweiligen
Netzstation im Übertragungsnetz als Heatmap dargestellt. Wirkleistungseinspeisun-
gen und -bezüge an der selben Netzstation des Übertragungsnetzes werden dabei
saldiert. Zur besseren Orientierung sind die Netzstationen als Kreise und Leitungen
als Striche im Übertragungsnetz vereinfacht eingezeichnet, wonach insbesondere
Doppelleitungen nur einfach eingezeichnet werden.

Abbildung 5.2 verdeutlicht die dem Arbeitspunkt B zugrunde liegende Übertra-
gungsaufgabe. Demnach sind die Verbraucherlasten hauptsächlich in der zentralen
Region vorhanden. Die Deckung dieser Verbraucherlasten wird wesentlich von
den Synchrongeneratoren in der nördlichen Region gewährleistet. Die Übertra-
gungsaufgabe resultiert in diesem Szenario als weiträumige Leistungsübertragung
zwischen der nördlichen und der zentralen Region über die verbindenden langen
Freileitungen.

Im Testsystem sind darüber hinaus mehrere diskret schaltbare Kompensations-
anlagen vorhanden. Dies inkludiert jeweils eine induktive Kompensationsanlage in
der nördlichen und der zentralen Region mit in Summe Qr,Komp,ind = 500Mvar.
Weiterhin sind acht kapazitive Kompensationsanlagen in der zentralen Region
und eine Anlage in der nördlichen Region mit einer installierten Leistung von
Qr,Komp,kap = 1.500Mvar vorhanden.

In [187] sind keine Angaben zur Spannungsregelung im Testsystem wie z.B. zum
Regelverhalten der Blocktransformatoren angegeben. Aus diesem Grund werden die
in Abschnitt 4.1.2 geschilderten Annahmen zur Spannungsregelung genutzt.

5.1.2 Bewertung der initial hinterlegten Übertragungsaufgabe

Das nach Abschnitt 5.1.1 bestimmte Nordic32-Testsystem mit der hinterlegten Über-
tragungsaufgabe wird in diesem Abschnitt der stationären Sicherheitsbewertung
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Abbildung 5.2.: Lokale Verteilung der bilanzierten Wirkleistungseinspeisungen PG
und -bezüge PL je Netzstation des Übertragungsnetzes im Arbeits-
punkt B des Nordic32-Testsystem

unterzogen. Die Ergebnisse können in den nachfolgenden Untersuchungen als
Referenz genutzt werden.

Die relativen Bewertungskriterien werden implizit bei der absoluten Sicherheits-
bewertung diskutiert und im Folgenden nicht separat betrachtet. Lediglich die
Ergebnisse der Bewertung der Rotorwinkelstabilität sind exemplarisch zunächst
gesondert dargestellt. Die zugehörige Eigenwertdarstellung ist in Abbildung 5.3
gezeigt, während Tabelle 5.2 die Parameter der zwei relevanten Inter-Area-Modes
sowie der zwei relevanten Local-Modes angibt.

In Abbildung 5.3 ist zu erkennen, dass alle auftretenden Moden stabil und ausrei-
chend gedämpft sind. Das Nordic32-Testsystem weist zwei relevante globale Moden
auf. Der erste globale Mode breitet sich zwischen den Synchrongeneratoren G20
und G18a bzw. G18b aus. Die zugehörige Oszillation erstreckt sich über das gesamte
Testsystem, da der Synchrongenerator G20 in der externen Region liegt, während
die Synchrongeneratoren G18a und G18b in der südlichen Region angeschlossen
sind. Der zweite globale Mode wird ebenfalls von den beiden Synchrongeneratoren
G18a und G18b in der südlichen Region beeinflusst. In diesem Fall schwingt die
Oszillation aber wesentlich mit den Synchrongeneratoren G16a und G16b in der
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Abbildung 5.3.: Eigenwerte der Rotorwinkelstabilität für den Arbeitspunkt B des
Nordic32-Testsystem

Tabelle 5.2.: Parameter relevanter konjugiert-komplexer Modes der Eigenwerte der
Rotorwinkelstabilität im Nordic32-Testsystem nach Abbildung 5.3

Dämpfung σdyn Frequenz fdyn Dominante Zustandsvariablen

IAM 1 −0,548 1
s 0,544 Hz ωG20, δG20, δG18a,b, ωG18a,b

IAM 2 −0,971 1
s 0,714 Hz δG18a,b, ωG18a,b, δG16a,b

LM 1 −0,895 1
s 1,575 Hz ωG19,δG19

LM 2 −1,68 1
s 1,766 Hz ωG13,δG13

zentralen Region. Darüber hinaus weist das System zahlreiche lokale Moden auf.
Der am schwächsten gedämpfte Mode ist LM 1 von Synchrongenerator G19 in der
externen Region.

Tabelle 5.3 gibt die Kennzahlen der stationären Sicherheitsbewertung an. Die
stationäre Sicherheitsmarge beträgt γStatM = γΘ90 = 273,4 MVA für die maximale
Winkeldifferenz θNSt,max1 = 90◦. Dies entspricht einem stationären Sicherheitsfaktor
von kStatM = kΘ90 = 1,087. Weiterhin wird kein anderes relatives Kriterium vor der
maximalen Leistungsübertragung bei γMaxLstg = 290,2 MVA verletzt. Die maximale
Leistungsübertragung wird durch eine Schaltung des Stufenschalters von Transfor-
mator 2031-31 limitiert, die nicht mehr konvergent durchgeführt werden kann. Zur
weiteren Erläuterung ist in Abbildung 5.4 die Detailauswertung der stationären Si-
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Tabelle 5.3.: Kennzahlen der stationären Sicherheitsbewertung für die initiale Über-
tragungsaufgabe des Nordic32-Testsystems

k γ

ΓStatM = ΓΘ90 1,087 273,4 MVA

ΓMaxLstg 1,093 290,2 MVA

cherheitsbewertung in Form verschiedener Verläufe ausgewählter Betriebsparameter
dargestellt.

In Abbildung 5.4a sind die Spannungsverläufe der Netzstationen 31 UNSt,31 und
2031 UNSt,2031 über der Sicherheitsmarge γ gezeigt. Die beiden Spannungsver-
läufe werden gezeigt, da eine Stufung des Transformators zwischen NSt 2031
und NSt 31 die Divergenz des Lastflusses bedingt. Die Netzstation 2031 ist un-
mittelbar NSt 4031 unterlagert, die das nördliche Ende der langen Doppelleitung
zwischen nördlicher und zentraler Region bildet. Da die Spannung UNSt,31 an der
unterlagerten Netzstation 31 zunächst oberhalb der Regelspannung des Transfor-
mators von UTr,reg,min = 0,98 pu liegt, stuft der Transformator zunächst nicht. In
den Spannungsverläufen beider Netzstationen ist der Einfluss weiterer Stufun-
gen von Transformatoren und Kompensationsanlagen an anderen Netzstationen
erkennbar. Die Spannungen der einzelnen Netzstationen beeinflussen sich wechsel-
seitig, sodass der langzeitstabile Zustand zum Teil erst nach mehreren Iterationen
resultiert. Aus diesem Grund sind diejenigen Gleichgewichtszustände mit einem
Kreis markiert, die dem langzeitstabilen Zustand entsprechen - nicht markiert sind
Gleichgewichtszustände, die nur kurzzeitstabil sind.

Im Verlauf der schrittweisen Auslenkung sinken die Spannungen beider Netzsta-
tionen ab. Dies wird bedingt durch die gesteigerte Systemauslastung, die höhere
Stromflüsse und damit auch einen höheren Blindleistungsbedarf ergibt. Dies ist auch
in Abbildung 5.4c und Abbildung 5.4d ersichtlich. Erst bei γ= 250,8 MVA wird eine
Schaltung des Transformators zwischen NSt 2031 und NSt 31 notwendig, da an der
unterlagerten NSt 31 UNSt,31 < 0,98 pu resultiert. Die Schaltung des Transformators
erhöht die Spannung UNSt,31, während die Spannung UNSt,2031 in der überlagerten
Spannungsebene sinkt.

Bei γ > 290,2 MVA kann kein langzeitstabiler Zustand mehr gefunden werden.
Die bestimmten konvergenten Punkte sind lediglich kurzzeitstabil. Sie bilden zwar
einen konvergenten Arbeitspunkt in der Lastflussberechnung aus, beinhalten aber
Verletzungen der Spannungsregelbänder der Transformatoren. Entsprechend kommt
es zu weiteren Stufungen der Transformatoren, wobei diese aber nicht zu einem
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Abbildung 5.4.: Detailauswertung der stationären Sicherheitsbewertung für die in-
itiale Übertragungsaufgabe
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konvergenten Lastfluss führen. Wie beschrieben wird die Divergenz durch eine Stu-
fung des Transformators 31-2031 verursacht. Die maximale Leistungsübertragung
ΓMaxLstg wird durch den letzten langzeitstabilen Gleichgewichtszustand bestimmt.
Die nachfolgenden Darstellungen zeigen ausschließlich die langzeitstabilen Gleich-
gewichtspunkte.

Abbildung 5.4b stellt die Polardarstellung ausgewählter 400-kV-Netzstationen aus
den vier Regionen im Testsystem (NSt 4031, NSt 4046, NSt 4063 und NSt 4072)
sowie der zwei Netzstationen dar, die die maximale Spannungswinkeldifferenz
bestimmen (NSt 1021 und NSt 1041). Hierbei ist NSt 4072 diejenige Netzstation in
der externen Region, an der der Slack-Generator angeschlossen ist. Daraus resultiert,
dass sich der Winkel der komplexen Knotenspannung θNSt,4072 durch die Variation
der Lasten nur minimal ändert. Deutlich stärker ändern sich die Spannungswinkel
in der zentralen Region (NSt 4046 und NSt 1041) und südlichen Region (NSt 4063),
die mit der zunehmenden Auslenkung durch die stationäre Sicherheitsbewertung
negativer werden. Die absolute Vergrößerung der Spannungswinkeldifferenzen ist
maßgeblich von der zunehmenden Wirkleistungsübertragung beeinflusst. Dies gilt
auch für den Spannungswinkel θNSt,1041 an NSt 1041, der absolut am stärksten
erhöht wird. An diese Netzstation ist mit PL1,0 = 600MW eine verhältnismäßig
starke Verbraucherlast angeschlossen, die aus den umliegenden Kraftwerken G6 mit
PrG6 = 360MW und G7 mit PrG7 = 180MW nicht vollständig versorgt werden kann.
Dies ist auch aus Abbildung 5.2 ersichtlich.

Anhand der Boxplot-Darstellung in Abbildung 5.4c ist zu erkennen, dass kei-
ne Verletzung des Spannungstoleranzbandes vorliegt. Die Knotenspannungen an
den Netzstationen sinken im Verlauf der Auslenkung ab, was sich wesentlich an
den Extremwerten bemerkbar macht. Anhand des kleiner werdenden Interquar-
tilsabstand zwischen dem 25 %- und 75 %-Quantil ist ersichtlich, dass sich die
Knotenspannungen insgesamt im Verlauf der Auslenkung angleichen. Insbesondere
sinkt der arithmetische Mittelwert, markiert durch die Raute, ab, während der
Median eher konstant bei UNSt,med ≈ 1pu bleibt. Dies verdeutlicht, dass wenige
Knotenspannungen für die Absenkung verantwortlich sind, während das Gros der
Knotenspannungen nicht stark absinkt. Dies entspricht einem lokal gesteigerten
Blindleistungsbedarf, der nicht mehr lokal bedient werden kann.

Die Boxplot-Darstellung der Zweigströme IZw in Abbildung 5.4d zeigt auf, dass
im Verlauf der Auslenkung keine Überschreitung der thermischen Stromtragfähig-
keiten zu beobachten ist. Die Zweigströme IZw sind auf den Bemessungsstrom des
Betriebsmittels bezogen. Dabei steigen die Zweigströme im Verlauf der Auslenkung
erwartungsgemäß an, was sich wiederum über die Steigerung der Systemauslastung
erklären lässt.
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Die Rotorwinkelstabilität wird mithilfe der Eigenwertdarstellung nach Abbil-
dung 5.4e ausgewertet, wobei die Farbachse aus Abbildung 5.4f auch für diese
Darstellung gilt. Der Verlauf der Auslenkung ist aus der farblichen Darstellung
zu erkennen. Die verschiedenen Moden zeigen eine abnehmende Dämpfung im
Verlauf der Auslenkung, wobei aber die minimal geforderte Dämpfung der Klein-
signalstabilität von ζdyn,min = 5% nicht unterschritten wird. Die stärkste Abnahme
der Dämpfung zeigt der lokale Mode des Synchrongenerators G13 am südlichen
Ende der langen Doppelleitung zwischen nördlicher und zentraler Region. Hierbei
handelt es sich nicht um einen klassischen Synchrongenerator, sondern um einen
rotierenden Phasenschieber. Dieser ist nicht mit einem PSS ausgestattet, woraus
sich auch die relativ große Änderung der Dämpfung σdyn verglichen mit anderen
lokalen Moden erklärt.

Die Spannungsstabilität wird über die Eigenwertdarstellung nach Abbildung 5.4f
bewertet. Insgesamt sind die Eigenwerte durchgehend positiv und implizieren Span-
nungsstabilität. Über den Verlauf der Auslenkung der Systemauslastung zeigen die
Eigenwerte der Jacobimatrix der Lastflussgleichungen nur eine geringe Abnahme
auf. Insbesondere lässt sich die Aussage nach (4.17) nicht beobachten. Es gilt zu
beachten, dass die linearisierte Auswertung keine diskreten Variablen inkludiert. Dis-
krete Schaltvorgänge von Transformatorschaltern oder Kompensationsanlagen sind
somit nicht verlässlich zu bewerten. Prinzipiell ist diese Aussage auch für die Aus-
wertung der Rotorwinkelstabilität nach Abbildung 5.4e gültig, auch wenn sich diese
hier nicht vergleichbar stark auswirkt. Im Verlauf der Moden sind mehrere Sprünge
zu beobachten, die aus dem nicht-kontinuierlichen Verhalten des Gesamtsystems
resultieren.

In der Gesamtbewertung aller Kriterien ergibt sich, dass der initiale Arbeitspunkt
stationär zulässig und statisch stabil ist. Unter Berücksichtigung des Kriteriums
nach (4.10a) ergibt sich daraus die stationäre Sicherheitsmarge für die hinterlegte
Übertragungsaufgabe zu γStatM = γΘ90 = 273,4 MVA bzw. kStatM = 1,087. Diese
initiale Untersuchung wird für die weiteren Analysen der Einflussfaktoren auf die
stationäre Übertragungsaufgabe als Referenz genommen.

5.2 Sensitivitätsanalyse der Netzstruktur

Zur Untersuchung des Einflusses der Netzstruktur werden im Folgenden verschie-
dene Ausprägungen der Leitungslängen im Testsystem betrachtet. Hierzu werden
basierend auf den Leitungslängen `i zwei Parameter eingeführt, die für die nachfol-
gende Untersuchung variiert werden.
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5.2.1 Methodik der Untersuchung

Zum einen wird die Leitungslänge aller Leitungen mit dem Längenfaktor αLtg gemäß

(5.1) modifiziert. Ein Längenfaktor αLtg > 1 erhöht die Länge der Übertragungswege

`‡
i verglichen mit `i , ein Längenfaktor αLtg < 1 verkürzt diese.

`‡
i = αLtg · `i (5.1)

Zum anderen wird der Verzerrungsexponent βLtg eingeführt, der gemäß (5.2)
eine Verzerrung der Netzstruktur bewirkt. Das eine betrachtete Extrem besteht somit
in βLtg = 0. In diesem Fall weisen gemäß (5.2) alle verzerrten Leitungslängen `‡‡

i

den gleichen durchschnittlichen Wert `‡
Ø auf. Allgemein beschreibt βLtg < 1 Fälle, in

denen kurze Leitungen mit `‡
i < `

‡
Ø länger und lange Leitungen mit `‡

i > `
‡
Ø kürzer

werden. Die Netzstruktur wird demnach vergleichmäßigt. Im Gegenzug dazu führt
ein Verzerrungsexponent βLtg > 1 dazu, dass überdurchschnittlich lange Leitun-
gen noch länger und unterdurchschnittlich lange Leitungen noch kürzer werden,
wodurch die Netzstruktur extremer ausgeprägt wird. Somit wird die Ausprägung
einzelner Netzinseln verstärkt. Diese Inseln weisen in Folge dessen nahe beieinander
liegende Netzstationen auf und sind untereinander über lange Übertragungsleitun-
gen verbunden.

`‡‡
i

`‡
Ø

=

�

`‡
i

`‡
Ø

�βLtg

(5.2)

Für die Berechnung der durchschnittlichen Leitungslänge `‡
Ø wird ein gestutzter

Durchschnitt verwendet. Dieser berücksichtigt 90% der Werte aus der Mitte der Ver-
teilung, sodass jeweils 5% der Werte an den Rändern der Verteilung ausgeschlossen
werden. Dies bewirkt die Vernachlässigung von Ausreißern bei der Bestimmung der
durchschnittlichen Leitungslänge `‡

Ø. Die durchschnittliche Leitungslänge beträgt
`Ø = 166,5 km.

Für die Untersuchung werden die Längenfaktoren αLtg =
�

0,1 ... 2
�

und

die Verzerrungsexponenten βLtg =
�

0 ... 4
�

verwendet. Ein Wertetupel aus
Längenfaktor αLtg und Verzerrungsexponent βLtg stellt somit eine mögliche Variation
der Netzstruktur dar. Es gilt zu beachten, dass sowohl bei höheren Längenfaktoren
als auch höheren Verzerrungsexponenten zunehmend in der Praxis unrealistische
Leitungslängen erreicht werden. Im akademischen Sinne der Arbeit werden diese
Netzstrukturen aber ebenfalls betrachtet. Zur Verdeutlichung der resultierenden
Leitungslängen sind in Tabelle B.1 in Anhang B.1 beispielhaft resultierende Leitungs-
längen für die weiterhin explizit betrachteten Netzstrukturvariationen aufgeführt.
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5.2.2 Überblick über die Ergebnisse

Die Ergebnisse der stationären Sicherheitsbewertung für die variierte Netzstruktur
zeigt Abbildung 5.5. Zum einen sind in Abbildung 5.5a die Ergebnisse der Sicherheits-
bewertung unter Vernachlässigung der relativen Kriterien gezeigt. Die Darstellung
bezieht nur die maximal möglichen Leistungsübertragungen ΓMaxLstg ein und zeigt
die Sicherheitsmarge γMaxLstg. Zum anderen sind in Abbildung 5.5b die Ergebnisse
der stationären Sicherheitsbewertung unter Berücksichtigung aller relativen Kriteri-
en dargestellt, sodass die stationäre Sicherheitsgrenze ΓStatM in Form der stationären
Sicherheitsmarge γStatM resultiert. Zudem sind Auswertungen der relativen Krite-
rien Anhang B.1 zu entnehmen. Da für die Untersuchung keine Verletzungen von
Spannungs- oder Rotorwinkelstabilität festgestellt wurden, wird auf eine Darstellung
beider Kriterien verzichtet.

Die Auswertungen sind links im dreidimensionalen Raum und rechts als planare
Darstellung des Längenfaktors αLtg und des Verzerrungsexponents βLtg dargestellt.

Aus Gründen der Übersichtlichkeit wird ausschließlich die stationäre Sicherheits-
marge γ gezeigt.

Anhand der Darstellung der maximalen Leistungsübertragung ΓMaxLstg nach Ab-
bildung 5.5a lassen sich fünf verschiedene Bereiche abgrenzen. Hierzu werden als
Hilfestellungen die eingezeichneten Variationen der Netzstruktur als Punkte A-D ver-
wendet, die die Bereiche bestimmen. Die zugehörigen Wertetupel aus Längenfaktor
αLtg und Verzerrungsexponent βLtg sind in Tabelle 5.4 zusammen mit den jeweiligen
Werten des stationären Sicherheitsfaktors k bzw. der stationären Sicherheitsmarge
γ angegeben. Weiterhin ist als Referenzwert die initial hinterlegte Übertragungs-
aufgabe berücksichtigt, die mit „0“ gekennzeichnet wird. Die Punkte E-I stellen
Detailauswertungen dar, die explizit besprochen werden.

Die fünf Bereiche nach Abbildung 5.5a werden wie folgt bestimmt:

• Der Bereich ¶ umfasst Variationen der Netzstruktur zwischen den Punkten
A-B-C-A.

• Der Bereich · umfasst Variationen der Netzstruktur zwischen den Punkten
B-C-D-B.

• Der Bereich ¸ umfasst Variationen der Netzstruktur jenseits des Punkts D, d.h.
für αLtg(D)> 1,2.

• Der Bereich ¹ umfasst Variationen der Netzstruktur im Randbereich jenseits
der Linie C-D.

• Der Bereich º umfasst Variationen der Netzstruktur im Randbereich jenseits
der Linie B-D.

5.2. Sensitivitätsanalyse der Netzstruktur 111



0

1

20 1 2 3 4

0
10

00

βLtg

αLtg

γ
M

ax
Ls

tg
in

M
VA

0

A

B
C

D

E F

G

I
H

0 1 2 3 4

0

0,5

0
100
200

γ0

1000

βLtg

αLtg

γ
M

ax
Ls

tg
in

M
VA

¶

·

¸

¹
º

0

A B

C

D

E

F

G I
H

(a) Maximale Leistungsübertragung

0

1

20 1 2 3 4

0
10

00

βLtg

αLtg

γ
St

at
M

in
M

VA

0

A

BD

D

E F

G I
H

0 1 2 3 4

0

0,5

0
100
200
γ0

1000

βLtg

αLtg
γ

St
at

M
in

M
VA

¶

·

¹
º

0

A B

C

D

E

F

G I
H

(b) Stationäre Zulässigkeit

Abbildung 5.5.: Einfluss der Netzstruktur auf die stationäre Sicherheitsmarge

Die einzelnen Bereiche werden nachfolgend detailliert besprochen.
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Tabelle 5.4.: Variationen aus Längenfaktor αLtg und Verzerrungsexponent βLtg bei
der Variation der Netzstruktur

αLtg βLtg kMaxLstg γMaxLstg kStatM γStatM

0 1 1 1, 09 290,2 MVA 1,09 273, 4MVA

A 0,1 0 1,31 970, 9MVA 1, 24 746, 6MVA

B 0,1 2,8 1,16 496, 6MVA 1, 11 341, 4MVA

C 0,35 0 1,16 489, 9MVA 1, 12 376MVA

D 1,2 1 1,08 254, 7MVA 1, 03 92, 3MVA

E 0,25 1 1,18 552 MVA 1, 15 484, 6MVA

F 0,3 1 1,14 443, 9MVA 1, 14 443, 9MVA

G 0,5 0,1 1,1 327, 3MVA 1, 04 113, 2MVA

H 0,5 1 1,13 405, 4MVA 1, 13 405, 4MVA

I 0,5 2,3 1,12 387 MVA 1, 04 133, 4MVA

5.2.3 Auswertung des Bereichs ¶ (PunkteA-B-C-A)

Der Bereich ¶ wird durch kleine Längenfaktoren αLtg < 0,4 und Verzerrungsexpo-
nenten βLtg < 2,8 bestimmt. Die stationäre Sicherheitsmarge für die maximale

Leistungsübertragung liegt dabei deutlich über dem Referenzwert der initialen Über-
tragungsaufgabe. Punkt A stellt den Fall mit den kürzesten und gleichmäßigsten
Leitungslängen dar. Ausgehend von diesem Punkt reduziert sich die stationäre Si-
cherheitsmarge der maximalen Leistungsübertragung sowohl für eine Vergrößerung
der Leitungslängen αLtg (A)→ αLtg (C) als auch für eine zunehmende Ausprägung
der initialen Netzstruktur βLtg (A) → βLtg (B) aufgrund des zunehmenden Blind-
leistungsbedarfs der Leistungsübertragung. Im Vergleich zur initial hinterlegten
Übertragungsaufgabe sind in diesem Bereich die Leitungslängen signifikant verkürzt.
Dies resultiert in Summe in deutlich geringeren Blindleistungsverlusten, sodass sich
höhere Leistungsübertragungen zwischen entfernten Erzeugern und Verbrauchern
realisieren lassen.

Im Bereich ¶ sind zwei Verletzungen stationärer Kriterien wesentlich, die die
stationäre Sicherheitsmarge gegenüber der Sicherheitsmarge der maximalen Leis-
tungsübertragung begrenzen. Zum einen wird bei der Auslenkung des stationären
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Arbeitspunktes das untere Spannungstoleranzband für alle Punkte des Bereichs ¶

verletzt, bevor die maximale Leistungsübertragung erreicht ist. Dies ist auch aus
Abbildung B.2b im Anhang ersichtlich, in der die Differenz γdif,Umin = γUmin−γMaxLstg
dargestellt ist.

Exemplarisch für diesen Bereich ist in Abbildung B.6 die stationäre Sicherheits-
bewertung für den Fall E mit αLtg = 0,25 und βLtg = 1 gezeigt. In Abbildung B.6a
ist für die Knotenspannungen von Netzstation 47 und Netzstation 4047 bzw. in
Abbildung B.6b für die Stufungen des Transformators 47-4047 zu beobachten, dass
der Transformator an die obere Grenze des Stellbereiches $max = 1,1 · ü geschal-
tet ist und keine Spannungsregelung mehr aufweist. Analog gilt dies für weitere
Transformatoren. Im betrachteten Fall sind die Leitungslängen stark verkürzt. Die
Leitungen werden durch die im Verlauf der stationären Sicherheitsbewertung gestei-
gerte Systemauslastung höher ausgelastet und wirken zunehmend induktiv. Dieser
induktive Blindleistungsbedarf bewirkt ein Absinken der Knotenspannungen, das
wegen der fehlenden Spannungsregelung durch die nun nicht weiter schaltbaren
Transformatoren nicht ausgeglichen werden kann. Hieraus folgt die Verletzung
des unteren Spannungstoleranzbandes, die maßgeblich für die niedrigere statio-
näre Sicherheitsmarge γStatM im Vergleich zur Sicherheitsmarge der maximalen
Leistungsübertragung γMaxLstg in diesem Bereich ist.

Aufgrund des Erreichens der oberen Grenze des Stellbereichs wird ausschließlich
für Fall E der Stellbereich der Transformator-Stufenschalter auf

�

$min $max

�

=
�

0,8 ... 1, 2
�

· ü erhöht. Im Ergebnis nach Abbildung B.7 zeigt sich, dass der
Punkt der maximalen Leistungsübertragung nun mit kMaxLstg = 1,15 bzw. γMaxLstg =
462MVA signifikant niedriger liegt als für den ursprünglichen Stellbereich. Dies
ist auf eine nicht mehr durchführbare Schaltung des Transformators 61-4061 auf
$ = 1,18 · ü zurückzuführen. Konkret zeigt Abbildung B.7b das Schaltverhalten des
kritischen Transformators. Der Einfluss kritischer Schaltungen von Stufenstellern
wird für den Bereich · weiter diskutiert.

Weiterhin ist im betrachteten Bereich ¶ eine Verletzung der thermischen Strom-
tragfähigkeiten aus Abbildung B.3b ersichtlich, in der die Differenz kdif,Ith = kIth −
kMaxLstg dargestellt ist. Außer für sehr kurze Leitungen mit αLtg < 0,2 wird aber das
Kriterium des unteren Spannungstoleranzbandes vor dem Kriterium der thermischen
Stromtragfähigkeiten erreicht. Die Verletzung der thermischen Stromtragfähigkeiten
geht einher mit den zuvor beschriebenen Absenkungen der Knotenspannungen, die
höhere Ströme hervorrufen.

In Summe sind beide Begrenzungen, d.h. sowohl die Verletzungen des unteren
Spannungstoleranzbandes wie auch der thermischen Stromtragfähigkeiten nicht
als kritisch zu bewerten, da die stationäre Sicherheitsmarge für den gesamten
Bereich ¶ ausreichend groß bemessen ist. Weitere Verletzungen relativer Kriterien
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sind für diesen Bereich nicht zu beobachten. Zudem treten infolge der geringen
Leitungslängen keine unzulässig großen Spannungswinkeldifferenzen auf.

5.2.4 Auswertung des Bereichs · (Punkte B-D-G-B)

Variation des Längenfaktors im Bereich ·

Im Bereich · zwischen den Punkten B-D-G-B verläuft die Abnahme der Sicher-
heitsmarge der maximalen Leistungsübertragung γMaxLstg für eine Erhöhung der
Leitungslängen mittels αLtg (BC)→ αLtg (D) deutlich weniger steil als zuvor im Be-
reich ¶. Zur Erklärung dieses Verhaltens wird ergänzend zum Fall E der Fall F mit
αLtg = 0,3 und βLtg = 1 betrachtet. Während der Fall E somit noch im Bereich ¶

liegt, befindet sich der Fall F bereits im Bereich ·. Entgegen den Untersuchungen
für den Bereich ¶ limitiert nun eine nicht mehr durchführbare Stufung des Transfor-
mators zwischen Netzstation 2 und Netzstation 1042 im 110-kV-Netz der zentralen
Region den Punkt der maximalen Leistungsübertragung. Diese Limitierung ist er-
reicht, bevor die obere Grenze des Stellbereichs erreicht ist. Für diesen Fall treten
keine Verletzungen des Spannungstoleranzbandes auf, sodass kStatM = kMaxLstg bzw.
γStatM = γMaxLstg gilt. Dies ist auch der Detailauswertung nach Abbildung B.8 im
Anhang zu entnehmen.

Wie in Abschnitt 2.3.2 beschrieben, stützen Stufungen der Transformatoren die
sekundärseitigen Knotenspannungen und halten diese annähernd konstant. Dies
vermeidet auf der unterlagerten Sekundärseite Stromflüsse zur Übertragung der
benötigten Blindleistung. Gleichzeitig können auf der überlagerten Primärseite der
aus den Stufungen bedingte höhere Blindleistungsbedarf der Leistungsübertragung
in der 400-kV-Ebene ausgeglichen werden, sodass nach Abbildung B.8a bzw. Abbil-
dung B.8c keine Absenkung der Knotenspannungen im Übertragungsnetz resultiert.
Daraus folgt, dass die Stufungen der Transformatoren zunächst positiv auf die
Spannungsstabilität wirken.

Durch die gesteigerte Systemauslastung im Verlauf der stationären Sicherheits-
bewertung erhöhen sich die Blindleistungsübertragungen im Übertragungsnetz. In
der Nähe der maximalen Leistungsübertragung bewirken Stufungen der Transfor-
matoren einen weiter gesteigerten Blindleistungsbedarf. Dieser kann nun allerdings
nicht mehr übertragen werden, ohne damit einhergehende Absenkungen der Kno-
tenspannungen im überlagerten Übertragungsnetz zu verursachen. Die resultieren-
den Spannungsabsenkungen im überlagerten Übertragungsnetz bedingen weitere
Spannungsabsenkungen in den unterlagerten Spannungsebenen, die wiederum
Schalthandlungen der Transformatoren nach sich ziehen. Dies führt zu weiteren
Spannungsabsenkungen im überlagerten Übertragungsnetz. Beispielhaft ist dies aus
Abbildung B.8a für NSt 4047 ersichtlich.
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Bis zur maximalen Leistungsübertragung bei γMaxLstg = 443,871MVA kann die
dafür benötigte Blindleistung übertragen werden, sodass sich ein langzeitstabi-
ler Gleichgewichtszustand einstellt. Wird die Systemauslastung darüber hinaus
weiter gesteigert, ergibt sich bei γkz = 443,875 MVA nach mehreren Stufungen
weiterer Transformatoren ein nur mehr kurzzeitstabiler Zustand. In diesem nicht-
langzeitstabilen Gleichgewichtspunkt ist eine Stufung des Transformators 2-1042
nicht mehr durchführbar, da ausgehend von der Stufung ein zu hoher Blindleistungs-
bedarf resultiert. Wie in Kapitel 2.3.2 und Kapitel 3.2.2 beschrieben begründet sich
dies aus dem Verhalten der unterspannungsseitig angeschlossenen Verbraucherlast,
die oberspannungsseitig sowohl eine höhere Wirk- als auch Blindleistungsübertra-
gung verursacht. Der resultierende Blindleistungsbedarf kann allerdings nicht mehr
übertragen werden, da dies lokal die Blindleistungsbilanz verletzen würde. Der der-
art bestimmte Gleichgewichtspunkt ist somit nur kurzzeit- aber nicht langzeitstabil,
da nicht alle erforderlichen Stufungen durchgeführt werden können.

Die Linie B-C unterscheidet unterschiedliche Ursachen für die Begrenzung der
maximalen Leistungsübertragung. Für Variationen der Netzstruktur mit längeren
Leitungen, d.h. im Bereich ·, begrenzt das technologisch bedingte Schaltverhalten
der Stufenschalter die maximale Leistungsübertragung, da dieses zu einer nicht mehr
gewährleisteten Blindleistungsbilanz führt. Demgegenüber wurde in Abschnitt 5.2.3
der Bereich ¶ betrachtet, in dem die maximale Leistungsübertragung ebenfalls
durch die nicht mehr gewährleistete Blindleistungsbilanz begrenzt war. Die nicht
mehr gewährleistete Blindleistungsbilanz ergab sich für den Bereich ¶ allerdings
unmittelbar aus der gesteigerten Systemauslastung und nicht wie für den Bereich
· durch das technologisch bedingte Schaltverhalten der Stufenschalter. Dies stellt
einen fundamentalen Unterschied zwischen den beiden Bereichen ¶ und · dar.

Die Reduktion der maximalen Leistungsübertragung γMaxLstg für eine Vergröße-
rung der Leitungslängen zwischen αLtg (A) → αLtg (BC) und αLtg (BC) → αLtg (D)
verdeutlicht die Bedeutung der Stufenschalter für die stationäre Sicherheitsmar-
ge. Für eine Vergrößerung der Leitungslängen folgen aufgrund der vergrößerten
Leitungsimpedanzen ein höherer Blindleistungsbedarf. Die Spannungsregelung der
Synchrongeneratoren kann diesen Blindleistungsbedarf nur in einem gewissen räum-
lichen Umfeld des Synchrongenerators ausgleichen und dadurch die Spannungen
annähend konstant halten. Insbesondere an Netzstationen, die elektrisch weiter
entfernt von den Synchrongeneratoren liegen, bedingt dies Spannungsabsenkungen.
Diese Spannungsabsenkungen fallen umso weiträumiger und stärker aus, je länger
die Leitungen werden. Schaltungen der Stufenschalter beheben diese Spannungs-
absenkungen allerdings für Netzstationen in unterlagerten Netzebenen, wodurch
ebenfalls der Blindleistungsbedarf der unterlagerten Netzebenen reduziert wird. Die
Vergrößerung der Leitungslängen zwischen αLtg (A)→ αLtg (BC) wirkt stärker auf
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die Reduktion der stationären Sicherheitsmarge als zwischen αLtg (BC)→ αLtg (D),
da im Bereich · die Wirkung der Stufenschalter zunehmend relevant wird. Hieraus
lässt sich zum einen generell ein positiver Einfluss der Stufenschalter auf die sta-
tionäre Sicherheitsmarge insbesondere bei längeren Leitungen schlussfolgern. Zum
anderen ist aber auch die maximale Leistungsübertragung wie oben beschrieben
durch eine nicht mehr durchführbare Stufung limitiert.

Vor dem Hintergrund der Kritikalität der nicht mehr durchführbaren Stufung des
kritischen Transformators werden für den zuvor betrachteten Fall F für diese Betrach-
tung Schaltungen von Stufenschaltern blockiert, die zur Divergenz des Lastflusses
führen. Bei dieser Regelung schalten die Stufenschalter solange gemäß der imple-
mentierten Spannungsregelung, bis eine Stufung des betreffenden Transformators
zur Divergenz des Lastflusses führen würde. Zur Vermeidung der Divergenz wird der
Stufenschalter dann blockiert, sodass keine Spannungsregelung der sekundärseiti-
gen Knotenspannung mehr realisiert wird. Diese Anpassung der Spannungsregelung
führt zu einer Verbesserung der maximalen Leistungsübertragung auf kMaxLstg = 1,16
bzw. γMaxLstg = 513,2MVA (kStatM = 1,14 bzw. γStatM = 442,9 MVA). Aufgrund der
nicht mehr vorhandenen sekundärseitigen Spannungsregelung bei den blockierten
Transformatoren limitiert eine Verletzung des unteren Spannungstoleranzbandes
die stationäre Sicherheitsmarge γStatM. Abbildung B.9 verdeutlicht die Auswirkung
dieser angepassten Regelungsart der Stufenschalter.

Variation des Verzerrungsexponenten im Bereich ·

Wird für einen Längenfaktor αLtg der Verzerrungsexponent βLtg variiert, so erge-
ben sich entlang der Variation von βLtg deutliche Unterschiede bei der stationären
Sicherheitsmarge und der maximalen Leistungsübertragung. Die maximale Leis-
tungsübertragung vergrößert sich im betrachteten Bereich nur minimal, wenn der
Verzerrungsexponent βLtg gesteigert wird. Ein analoges Verhalten ist auch für die
stationäre Sicherheitsmarge γStatM festzustellen. Die stationäre Sicherheitsmarge
reduziert sich demgegenüber aber in den Randbereichen des Betrachtungsbereichs
deutlich vor der Sicherheitsmarge der maximalen Leistungsübertragung γMaxLstg.
Dies wird weiter durch zwei exemplarische Fälle für αLtg = 0,5 untersucht, zunächst
für den Fall G mit βLtg = 0,1 und dann für den Fall I mit βLtg = 2,3.

Die Detailauswertung für Fall G ist Abbildung B.10 zu entnehmen. Wie insbesonde-
re aus Abbildung B.10c als Boxplot-Auswertung der Knotenspannungen ersichtlich
wird, wird die stationäre Sicherheitsmarge in diesem Fall durch eine Verletzung des
unteren Spannungstoleranzbandes begrenzt, während die anderen Kriterien nicht
kritisch sind. Die Kritikalität des unteren Spannungstoleranzbandes lässt sich we-
sentlich über die Verzerrung der Leitungslängen erklären. Durch den hier gewählten
Verzerrungsexponenten βLtg = 0,1 werden zwar die wenigen langen Übertragungs-
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leitungen etwa zwischen nördlicher und zentraler Region nach Abbildung 5.1 auf
unter 100km verkürzt, aber auch viele kurze Übertragungsleitungen verlängert. Im
Ergebnis der Verzerrung betragen die Leitungslängen zwischen `‡‡

min = 67km und
`‡‡

max = 95km. Die Verlängerung der kurzen Leitungen trifft auch auf die Leitungen
der NSt 1041 zu, die infolgedessen einen höheren Blindleistungsbedarf aufweisen.
Die Knotenspannung der angeführten Netzstation limitiert wegen einer Verletzung
des unteren Spannungstoleranzbandes in diesem Fall die stationäre Sicherheits-
marge. Es ist zu beachten, dass für die gezeigte Untersuchung keine Anpassung
der vorhandenen Kompensationsanlagen im Testsystem erfolgt ist. Aufgrund der
nur geringen Unterschiede in der Länge der Übertragungsleitungen ergibt sich ein
weitgehend homogene Verteilung des Blindleistungsbedarfs, die durch die Leistungs-
übertragung im System verursacht werden. Die kritischen Punkte im System stellen
Verbraucherlasten dar, deren Blindleistungsbedarf lokal nicht ausreichend gedeckt
wird.

Demgegenüber liegt im zweiten betrachteten Fall I mit βLtg = 2,3 die maxima-
le Leistungsübertragung nur geringfügig über dem zuvor betrachteten Fall G mit
βLtg = 0,1. In Folge der extremen und praktisch unrealistischen Verzerrung der
Netzstruktur weisen die Leitungslängen in diesem extremen Fall Werte zwischen
`‡‡

min = 1km und `‡‡
max = 1800km auf, wobei insbesondere die Übertragungsleitungen

zwischen der nördlichen und der zentralen Region im Testsystem verlängert werden.
Eine Konvergenz des initialen Lastflusses lässt sich für diesen Fall nur herstellen,
wenn eine der beiden Parallelleitungen 4022-4031 abgeschaltet wird. Zudem sind
weitere lange Übertragungsleitungen wie z.B. die Leitung 4021-4042 oder auch die
Leitung 4031-4041 unternatürlich belastet und wirken kapazitiv. Demgegenüber
sind die verkürzten Leitungen zwar übernatürlich belastet, weisen aber aufgrund der
Verkürzung einen verringerten induktiven Blindleistungsbedarf auf. Insgesamt erge-
ben sich Knotenspannungen, die das obere Spannungstoleranzband verletzen. Diese
resultieren maßgeblich an den zusätzlichen Netzstationen, die zur Aufteilung langer
Übertragungsleitungen `‡‡

i > `Fl,max = 250km im Modell berücksichtigt werden und
betragen im Maximum bis zu UNSt,max = 1,31 pu. Die derart bestimmte maximale
Leistungsübertragung ist nur theoretischer Natur, da sie bereits initial nicht zulässig
ist. Zur Wahrung eines stationär zulässigen Betriebs, d.h. UNSt,max ≤ 1,1 pu müs-
sen darüber hinaus die Leitungen 4021-4042 und 4045-4062 abgeschaltet werden.
Durch diese Abschaltungen erhöht sich die Netzimpedanz. Bei der Bestimmung der
stationären Sicherheitsmarge ergibt sich gemäß Tabelle 5.4 der deutlich reduzierte
Wert gegenüber der maximalen Leistungsübertragung, da die abgeschalteten Lei-
tungen wegen Überspannungen nicht zugeschaltet werden können. Der stationäre
Sicherheitsfaktor genügt nicht der WECC-Forderung kStatM > 1,05 nach (4.30).
Die Detailauswertungen dieses Falls sind in Abbildung B.11 gezeigt. Netzstruktu-
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ren dieser Art bilden damit kritische Charakteristiken im Sinne der klassischen
Drehstromübertragung aus, da die sehr langen Leitungen das Netz entsprechend
entkoppeln. Die Übertragungsaufgabe ist somit für diese Fälle zu weiträumig defi-
niert. Weiterhin genügt auch die initial vorgegebene Netzstruktur als topologische
Anordnung der Leitungen nicht mehr der derart variierten Übertragungsaufgabe.

5.2.5 Auswertung der Randbereiche

Für den Bereich ¸ ergeben sich über den Punkt D hinaus für eine Steigerung des
Längenfaktors αLtg weitere signifikante Unterschiede zwischen der maximalen Leis-
tungsübertragung und der stationären Sicherheitsgrenze. Wie in Abschnitt 5.1.2
ausgeführt, wird die stationäre Sicherheitsmarge der initialen Übertragungsaufga-
be bereits von der maximal zulässigen Winkeldifferenz ∆θNSt,max1 ≤ 90◦ begrenzt.
In Abbildung B.4 ist zu erkennen, dass dies für einen gesteigerten Längenfaktor
αLtg zunehmend die stationäre Sicherheitsmarge einschränkt. Ab einem Wert von
αLtg > 1,2 ist die stationäre Sicherheitsmarge bereits initial nicht mehr gegeben, so-

dass entsprechende Übertragungsaufgaben unzulässig sind. Dies limitiert aber nicht
signifikant die maximale Leistungsübertragung, die erst für noch größere Längenfak-
toren stärker reduziert wird. Bedingt durch die stark vergrößerte Netzimpedanz und
den daraus resultierenden Blindleistungsbedarf lässt sich die Übertragungsaufgabe
für noch größere Leitungslängen dann nicht mehr realisieren.

Im Randbereich ¹ jenseits der Linie C-D werden die ursprünglich kurzen Lei-
tungen im Testsystem sowohl mittels des Längenfaktors als auch mittels des Ver-
zerrungsexponenten verlängert. Dies bewirkt durch die erhöhten Netzimpedanzen,
dass sich die Übertragungsaufgabe nicht realisieren lässt. Bedingt durch die bereits
zuvor im Fall G bei αLtg = 0,5 und βLtg = 0,1 beschriebene Verletzung des unteren
Spannungstoleranzbandes ist für diesen Bereich, wie generell aus Abbildung B.2 er-
sichtlich ist, die stationäre Zulässigkeit bereits für weniger starke Netzverzerrungen
nicht gegeben.

Auf der anderen Seite werden im Randbereich º jenseits der Linie B-D sehr starke
Verzerrungen der Netzstruktur betrachtet. Diese werden aus Sicht der stationä-
ren Zulässigkeit wie beim Fall I mit αLtg = 0,5 und βLtg = 2,3 beschrieben vom
oberen Spannungstoleranzband begrenzt, was auch aus Abbildung B.1 ersichtlich
wird. Insbesondere bei kleinen Längenfaktoren αLtg < 0,6 und großen Verzerrungs-
exponenten βLtg > 2 treten nach Abbildung B.3 Verletzungen der thermischen
Stromtragfähigkeiten auf, die die stationäre Sicherheitsmarge begrenzen.
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5.2.6 Schlussfolgerungen aus der Untersuchung

Zusammengefasst ergeben sich aus der durchgeführten Untersuchung folgende
Erkenntnisse. In Netzen mit kurzen Leitungen, die sich in der Länge wenig unter-
scheiden und nicht stark verzerrt sind, lässt sich die stationäre Übertragungsaufgabe
ausgehend vom initialen Arbeitspunkt mit einer ausreichenden Sicherheitsmarge
realisieren. Diese Sicherheitsmarge wird reduziert, wenn die Leitungslängen und
daraus bedingt die Netzimpedanzen größer werden. Bestimmt durch die Erhöhung
der Verbraucherlasten kommt es infolge der Leistungsbezüge zum Spannungskollaps,
da die lokale Blindleistungsbilanz nicht mehr gewahrt ist.

Für größere Leitungslängen, sowohl bedingt durch Verlängerungen als auch
durch Verzerrungen wie Vergleichmäßigungen der Netzstruktur, wird der Einfluss
der Stufenschalter der Transformatoren relevant für die sich ergebende stationäre
Sicherheitsmarge. Die Stufenschalter weisen zunächst einen positiven Effekt auf,
indem sie die Knotenspannungen der unterlagerten Netzstationen stützen und so
die stationäre Sicherheitsmarge verbessern. Dieser Effekt wird umso wichtiger, je
länger die Leitungen im Netz sind. Demgegenüber begrenzen Schaltungen der Stu-
fenschalter aber auch die maximale Leistungsübertragung, wenn bedingt durch eine
Stufung die benötigte Blindleistung im Übertragungsnetz nicht mehr übertragen
werden kann und sich der ergebende Gleichgewichtszustand nicht mehr langzeit-
stabil einstellen kann. Für mittlere Variationen von Länge und Verzerrung ist die
stationäre Sicherheitsmarge ausreichend bemessen.

Hingehend zu den Rändern des Betrachtungsbereichs treten darüber hinaus Un-
zulässigkeiten der stationären Kriterien auf. Basierend auf dem hier verwendeten
Testsystem sind die thermischen Stromtragfähigkeiten außer für extreme Verzer-
rungen zumeist nicht maßgebend, da in diesen Bereichen eher die Einhaltung des
Spannungstoleranzbandes kritisch zu bewerten ist.

Demgegenüber treten Unterspannungen bei Verlängerung und Vergleichmäßigung
wie auch Überspannungen bei Verlängerung und Verzerrung der Netzstruktur auf.
Dies ist jeweils bedingt durch lokale Unter- bzw. Überdeckungen der Blindleistungs-
bilanz. Weitergehende extreme Übertragungsentfernungen sind schließlich mit der
gegebenen Drehstrom-Netzstruktur nicht mehr zu bewältigen.

5.3 Sensitivitätsanalyse der lokalen Blindleistungskompensation

Die im Abschnitt zuvor betrachteten variierten Netzstrukturen weisen bedingt durch
die unterschiedlichen Leitungslängen unterschiedliche Impedanzen auf. Dies beein-
flusst die Wirk- und Blindleistungsbilanz im Drehstromsystem, sodass sich daraus
Auswirkungen sowohl auf die Zulässigkeit als auch auf die Systemstabilität ergeben.
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Zur Kompensation des Blindleistungsbedarfs können lokal induktive und kapazitive
Kompensationsanlagen genutzt werden. Deren Einfluss auf die Ausgestaltung der
Übertragungsaufgabe wird nachfolgend untersucht.

5.3.1 Methodik der Untersuchung

In Abschnitt 5.2 wurde gesamthaft die Netzstruktur variiert. Dabei zeigten sich
insbesondere für die exemplarisch betrachteten extrem gewählten Verzerrungsexpo-
nenten Probleme mit der Wahrung der Blindleistungsbilanz. Aus diesem Grund
werden in diesem Abschnitt zusätzlich zur initialen Netzstruktur mit αLtg = 1 und
βLtg = 1 (Fall 0) auch die beiden im vorigen Abschnitt betrachteten Fälle G und I
untersucht. Fall G stellt eine mittels αLtg = 0,5 und βLtg = 0,1 vergleichmäßigte
Netzstruktur dar, während Fall I eine mittels αLtg = 0,5 und βLtg = 2,3 verzerrte
Netzstruktur abbildet.

Im vorigen Abschnitt wurden die im Nordic32-Testsystem nach [187] hinterlegten
Kompensationsanlagen für alle Variationen der Netzstruktur berücksichtigt. Dies
stellt keine praxisnahe Betrachtung dar, da Kompensationsanlagen basierend auf
der Netzstruktur an Netzstationen zugebaut werden, an denen lokal Blindleistung
benötigt wird. Um den Einfluss der Anlagen bewerten zu können, werden für diese
Untersuchung zunächst alle Kompensationsanlagen aus dem Modell entfernt, die
nicht für die Konvergenz des initialen Lastflusses erforderlich sind. Die jeweils initial
vorhandenen Anlagen für die hier untersuchten Fälle sind Tabelle B.2 in Anhang B.2
zu entnehmen.

Im Rahmen der Untersuchung wird der Zubau induktiver und kapazitiver Kompen-
sationsanlagen betrachtet. Für jede Iteration wird die stationäre Sicherheitsbewer-
tung vorgenommen. Diese bedingt eine sukzessiv gesteigerte Systemauslastung, die
einen induktiven Blindleistungsbedarf verursacht. Entsprechend der gewählten Vor-
gehensweise treten Knotenspannungen, die das obere Spannungstoleranzband ver-
letzen, nur für den initialen stationären Arbeitspunkt auf. Im Laufe der stationären
Sicherheitsbewertungen sinken die Knotenspannungen infolge der zunehmenden
Systemauslastung ab.

Aus diesen Vorüberlegungen ergibt sich das Vorgehen im Rahmen der Untersu-
chung. Es erfolgt in jeder Iteration ein Zubau von Kompensationsanlagen in Stufen
von ∆QKomp = 50Mvar. Dieser Zubau entspricht einer Stufe gemäß dem in Ab-
schnitt 4.1.2 erläuterten Regelverhalten der Kompensationsanlagen. Nach jedem
Zubau wird eine stationäre Sicherheitsbewertung durchgeführt, deren Ergebnisse für
den nächsten Zubau genutzt werden. Der Zubau von Kompensationsanlagen erfolgt
ausschließlich in der 400-, der 220-kV- und der 130-kV-Spannungsebene. Ergeben
sich zu hohe Spannungen für den stationären Arbeitspunkt, erfolgt in der nächsten
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Iteration der Zubau einer induktiven Kompensationsanlage an der Netzstation mit
der höchsten Knotenspannung. Liegen hingegen für den stationären Arbeitspunkt
keine Verletzungen des oberen Spannungstoleranzbandes vor, erfolgt in der nächsten
Iteration der Zubau einer kapazitiven Kompensationsanlage an der Netzstation mit
der niedrigsten Knotenspannung nach Bestimmung der maximalen Leistungsüber-
tragung. Der Zubau von Kompensationsanlagen erfolgt solange, bis die maximale
Leistungsübertragung durch weitere Zubauten nicht mehr gesteigert werden kann,
da die Kompensationsanlagen aufgrund der sich ergebenden Knotenspannungen
nicht mehr an das Ende ihres Stellbereichs geschaltet sind.

5.3.2 Überblick über die Ergebnisse

Die Ergebnisse der Untersuchung sind in Abbildung 5.6 für die drei Netzstrukturen
gezeigt. Die relativen Kriterien werden wiederum einzeln ausgewertet, wobei sich
die stationäre Sicherheitsmarge aus dem Minimum der einzelnen Sicherheitsmargen
ergibt. Die Detailuntersuchungen wie auch Heatmap-Plots für die Verteilung der
Kompensationsanlagen nach den Zubauten von ∆QKomp = 1Gvar und ∆QKomp =
6Gvar sind Anhang B.2 zu entnehmen.

Die Ergebnisse weisen nach Abbildung 5.6 für alle betrachteten Netzstrukturen
einen ähnlichen Verlauf auf. Aufgrund der oben beschriebenen Nicht-Betrachtung
vorhandener Kompensationsanlagen ist zu Beginn des Zubaus für alle betrachteten
Fälle zunächst keine stationäre Sicherheitsmarge gegeben, da das untere Span-
nungstoleranzband verletzt ist. Dies ändert sich mit dem iterativen Zubau von
Kompensationsanlagen, wodurch die stationäre Sicherheitsmarge zunehmend ver-
bessert wird. Die Zunahme der stationären Sicherheitsmarge je Iteration nimmt mit
fortschreitendem Zubau ab, bis die maximale Leistungsübertragung nicht weiter ge-
steigert werden kann. Nachfolgend werden die betrachteten Netzstrukturen einzeln
im Detail analysiert.

5.3.3 Auswertung Fall 0: Initiale Netzstruktur

Sind zunächst keine weiteren Kompensationsanlagen außer den Anlagen, die für die
initiale Konvergenz benötigt werden, vorhanden, ist die maximale Leistungsüber-
tragung verglichen mit den Ergebnissen aus Abschnitt 5.1.2 reduziert und beträgt
nur γMaxLstg,It0 = 56,8 MVA. Zudem ist bereits initial das Spannungstoleranzband
verletzt, sodass die stationäre Sicherheitsmarge für diesen Fall nicht bestimmbar ist.
Da für diese Netzstruktur keine Verletzungen des oberen Spannungstoleranzbandes
resultieren, werden unmittelbar kapazitive Kompensationsanlagen zugebaut.
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(b) Fall G: Vergleichmäßigte Netzstruktur (αLtg = 0,5 und βLtg = 0,1)
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(c) Fall I: Verzerrte Netzstruktur (αLtg = 0,5 und βLtg = 2,3)

Abbildung 5.6.: Einfluss der lokalen Kompensation auf stationäre Sicherheitsmarge
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Dieser Zubau führt zu einer Erhöhung der maximalen Leistungsübertragung und
der stationären Sicherheitsmarge. Gemäß dem oben geschilderten Vorgehen wird
in vier der ersten fünf Iterationen insgesamt ∆QKomp,Kap = 200Mvar an NSt 1041
zugebaut. Diese Netzstation befindet sich im 130-kV-Netz der zentralen Region und
schließt neben der Kompensationsanlage ausschließlich eine Verbraucherlast an.
Durch diesen konzentrierten Zubau wird die stationäre Sicherheitsmarge zielge-
richtet verbessert, sodass bereits nach der fünften Iteration keine Verletzung des
Spannungstoleranzbandes mehr festgestellt werden kann. Dies verdeutlicht die Rele-
vanz der Kompensation des lokalen Blindleistungsbedarfs, hier verursacht durch die
Verbraucherlast. Zwischen ∆QKomp,Kap = 200Mvar...1.000 Mvar stellt die maximale
Leistungsübertragung die stationäre Sicherheitsgrenze dar, da vor Erreichen der
maximalen Leistungsübertragung kein relatives Kriterium verletzt wird. Die nach
(4.30) geforderte stationäre Sicherheitsmarge von kStatM > 1,05 wird ab einem
Zubau von ∆QKomp > 400Mvar erfüllt.

Anhand des Verlaufs nach Abbildung 5.6a lässt sich weiterhin erkennen, dass die
größten Zugewinne an maximaler Leistungsübertragung bis einschließlich eines
Zubaus von ∆QKomp = 650Mvar resultieren. Anschließend flacht die Zunahme der
maximalen Leistungsübertragung leicht ab, was sich zudem im weiteren Verlauf der
Untersuchung verstärkt. Bis zu einem Zubau von ∆QKomp = 1Gvar erfolgen Zubau-
ten an kapazitiven Kompensationsanlagen neben NSt 1041 an den Netzstationen
4043, 4044 und 4046. Dies ist auch an der weiter unten detaillierter beschriebe-
nen Heatmap der Verteilung der Anlagen nach Abbildung B.14a ersichtlich. Diese
Netzstationen stellen in der zentralen Region Anschlusspunkte für Leitungen aus
der nördlichen Region dar und weisen zudem Verbraucherlasten (NSt 4043 und
NSt 4046) bzw. unterlagerte Netzebenen (NSt 4044) auf. Weiterhin sind an diesen
Netzstationen keine Synchrongeneratoren angeschlossen. Zusammengefasst stellen
die Netzstationen lokale Blindleistungssenken dar. Der Ausbau der Kompensations-
anlagen im Rahmen der Untersuchung erfolgt wie beschrieben lokal und auf Basis
der Knotenspannungen. Die Abflachung der Zunahme an maximaler Leistungsüber-
tragung mit Zunahme der lokalen Kompensation lässt sich daraus erklären, dass
für die ersten Zubauten lokal problematische Blindleistungsverbräuche kompen-
siert werden. Mit zunehmenden Ausbau sind diese lokalen Verbräuche hinreichend
kompensiert, sodass der systemweit verteilte Blindleistungsbedarf der Leistungs-
übertragung relevant wird. Diese lassen sich allerdings lokal nicht mehr derart
effizient für die maximale Leistungsübertragung kompensieren, sodass der Verlauf
wie beschrieben weiter abflacht.

Für die weitere Analyse der Auswirkungen des Zubaus von Kompensationsanlagen
wird die stationäre Sicherheitsmarge bei einem Zubau von ∆QKomp = 1Gvar mit
der stationären Sicherheitsmarge bei einem Zubau von ∆QKomp = 6Gvar verglichen.
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Die Werte sind beispielhaft gewählt. In Abbildung B.12 sind die Detailauswertun-
gen für den Zubau von ∆QKomp = 1Gvar zu entnehmen, während Abbildung B.13
die Auswertungen für den Zubau von ∆QKomp = 6Gvar zeigt. Für einen Zubau von
∆QKomp = 1Gvar ergeben sich am Verlauf der beispielhaft ausgewählten Knotenspan-
nungen nach Abbildung B.12a niedrige Spannungen, die über die Stufenschalter der
Transformatoren bzw. über die Kompensationsanlagen ausgeglichen werden können.
Über die Erhöhung der Systemauslastung während der stationären Sicherheitsbewer-
tung ergibt sich ein Absinken der Knotenspannungen im Übertragungsnetz, welches
wie bereits beschrieben durch Stufungen der Transformatoren zu den unterlagerten
Spannungsebenen verstärkt wird. Am Punkt der maximalen Leistungsübertragung
zeigt sich deutlich das charakteristische kurzzeitstabile Absinken der Knotenspan-
nung an NSt 4046 auf UNSt4046 = 0,95 pu, wonach sich durch eine Schalthandlung
des Transformators Langzeitinstabilität ergibt.

Für einen Zubau von ∆QKomp = 6Gvar ist in Abbildung B.13a die signifikant
erhöhte Anzahl von schaltbaren Kompensationsstufen erkennbar. Dabei ist insbeson-
dere kein Absinken der Knotenspannungen über die Erhöhung der Systemauslastung
erkennbar, da die nun zahlreichen Kompensationsanlagen die Knotenspannungen
annähernd konstant halten. Am Punkt der maximalen Leistungsübertragung tritt
wiederum eine Kurzzeitstabilität gefolgt von Langzeitinstabilität auf.

Nach Abbildung 5.6a wird die stationäre Sicherheitsmarge ab einem Zubau von
∆QKomp = 1Gvar durch die maximal erlaubte Spannungswinkeldifferenz ein-
geschränkt. Die Spannungswinkeldifferenz ist auch in den Detailauswertungen
nach Abbildung B.12b bzw. Abbildung B.13b zu erkennen. Ab einem Zubau von
∆QKomp = 1Gvar liegt die Sicherheitsmarge für das 90◦-Kriterium relativ konstant
bei γΘ90 = 310,1 MVA, während sie für das 120◦-Kriterium ab einem Zubau von
∆QKomp = 6Gvar ebenfalls nahezu konstant bei γΘ120 = 670,8 MVA liegt. Durch den
weiteren Zubau von kapazitiven Kompensationsanlagen verändern sich diese Mar-
gen nicht wesentlich. Dies liegt in den jeweils dominanten Korrelationen zwischen
Knotenspannungen und Blindleistungsübertragung sowie Spannungswinkeln und
Wirkleistungsübertragung begründet. Durch den Ausbau der Kompensationsanlagen
lässt sich keine signifikante Auswirkung auf die Spannungswinkel erzielen.

Demgegenüber ist aus der statistischen Auswertung der Knotenspannungen nach
Abbildung B.12c bzw. Abbildung B.13c ersichtlich, dass der Zubau von Kompensati-
onsanlagen wie beschrieben einen positiven Einfluss auf die Knotenspannungen hat.
Der Interquartilsabstand zwischen dem 25 %- und 75 %-Quantil der Knotenspan-
nungen reduziert sich über die Erhöhung der Systemauslastung deutlich, sodass
allgemein das Spannungsprofil im Testsystem vergleichmäßigt wird.

Zur Verdeutlichung des systemweiten Zubaus von Kompensationsanlagen sind
in Abbildung B.14 Heatmaps der Verteilung der Kompensationsanlagen für die
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gesondert betrachteten Zubauten von ∆QKomp = 1Gvar und ∆QKomp = 6Gvar
gezeigt. In Abbildung B.14a wird der oben beschriebene Zusammenhang ersichtlich,
dass in den ersten Schritten vor allem an den lokal kritischen Netzstationen 1041,
4043, 4044 und 4046 zugebaut wird. Sind diese Defizite behoben, verteilt sich
der nachfolgende Ausbau gemäß Abbildung B.14b weiter. Neben den Netzstationen
in der zentralen Region wird vor allem an NSt 4022 in der nördlichen Region
Kompensationsleistung zugebaut. Dies bedingt sich aus der Lage der Netzstation vor
den weiträumigen Übertragungsleitungen in die südliche Region sowie ebenfalls
der hier angeschlossenen unterlagerten Spannungsebene.

5.3.4 Auswertung Fall G: Vergleichmäßigte Netzstruktur

Die maximale Leistungsübertragung und die stationäre Sicherheitsgrenze verlaufen
für die in Fall G mit αLtg = 0,5 und βLtg = 0,1 vergleichmäßigte Netzstruktur
zunächst ähnlich wie bei Fall 0. Ebenso liegt für die ersten Iterationen zunächst
keine stationäre Zulässigkeit vor, da das untere Spannungstoleranzband initial
verletzt ist. Dies wird durch den Zubau kapazitiver Kompensationsanlagen behoben.
Zur Anhebung der Knotenspannungen sind allerdings mehr Kompensationsstufen
erforderlich, als für Fall 0. Die Gründe hierfür liegen in der Netzstruktur, da z.B. die
Leitungslängen im 110-kV-System in der zentralen Region verlängert werden. Dies
erfordert eine erhöhte Kompensation des lokalen Blindleistungsbedarfs. Die nach
(4.30) geforderte stationäre Sicherheitsmarge wird bei einem Zubau von ∆QKomp =
400Mvar erreicht, wobei für diesen Zubau die stationäre Sicherheitsmarge noch
nicht auf dem Niveau der maximalen Leistungsübertragung liegt. Dies resultiert erst
ab ∆QKomp > 600Mvar.

Die maximale Leistungsübertragung nimmt für den Zubau der Kompensations-
anlagen für diese Netzstruktur deutlich stärker zu als für den zuvor betrachteten
Fall 0. Die vergleichmäßigte Netzstruktur weist wie beschrieben kürzere und gleich-
mäßigere Leitungslängen auf. Dies bedingt zum einen, dass der Blindleistungsbedarf
systemweit ebenso vergleichmäßigt auftritt. Zum anderen sind diese wegen der
Verkürzung der Leitungslängen in Summe kleiner als bei der initialen Netzstruktur.
Aufgrund dieser Verkürzung und Vergleichmäßigung lässt sich der angeführte sys-
temweite Blindleistungsbedarf lokal besser kompensieren. Dies resultiert wiederum
in der stärkeren Zunahme der maximalen Leistungsübertragung über den Zubau
der Kompensationsanlagen nach Abbildung 5.6b. Die stärkere lokale Verteilung der
Kompensationsanlagen ist auch aus den Heatmaps nach Abbildung B.15 für einen
Zubau von ∆QKomp = 1Gvar bzw. ∆QKomp = 6Gvar ersichtlich.

Aus Abbildung 5.6b lassen sich im weiteren Verlauf zwei relevante relative Kri-
terien erkennen, die die stationäre Sicherheitsmarge begrenzen. Dies betrifft das
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Kriterium der thermischen Stromtragfähigkeiten Γ Ith wie auch das 90◦-Kriterium
der Spannungswinkeldifferenz ΓΘ90. Beide Kriterien verlaufen ab einem Zubau von
∆QKomp = 2,5 Gvar annähernd konstant bei γIth = 733MVA bzw. γΘ90 = 758MVA.
Die annähernde Konstanz der Sicherheitsmargen beider Kriterien begründet sich
aus der Regelungsweise der zugebauten Kompensationsanlagen. Da die Kompensati-
onsanlagen spannungsgeregelt sind, resultieren Zuschaltungen weiterer Kompensa-
tionsstufen erst bei niedrigen Spannungen an den Netzstationen. Signifikante Span-
nungsabsenkungen sind nahe der maximalen Leistungsübertragung zu beobachten,
sodass bei Γ Ith keine Auswirkung des weiteren Zubaus von Kompensationsanlagen
feststellbar ist.

Die maximale Leistungsübertragung lässt sich gemäß Abbildung 5.6b bis zu einem
Zubau von ∆QKomp = 5,5 Gvar an Kompensationsleistung steigern, während sie
nachfolgend stagniert. Dies liegt wesentlich in der Bemessung der konventionellen
Kraftwerke begründet. Die vorhandenen Kraftwerke regeln bei der implementier-
ten stationären Sicherheitsbewertung die Erhöhung der Verbraucherlasten aus.
Sind die vorhandenen Erzeugungsleistungen ausgeschöpft, lässt sich die maximale
Leistungsübertragung nicht weiter erhöhen.

5.3.5 Auswertung Fall I: Verzerrte Netzstruktur

Fall I mit αLtg = 0,5 und βLtg = 2,3 zeigt gemäß Abbildung 5.6c zunächst einen
anderen Verlauf verglichen mit den beiden zuvor betrachteten Netzstrukturen. Dies
liegt, wie bereits in Abschnitt 5.2 gezeigt, wesentlich an den in dieser Netzstruktur
stark verlängerten Leitungen, die infolge einer unternatürlichen Belastung zunächst
Überspannungen verursachen. Dementsprechend werden hier zunächst induktive
Kompensationsanlagen an der Netzstation 4021 in Höhe von QKomp,4021 = 400Mvar
sowie an Netzstation 4032 in Höhe von QKomp,4021 = 50Mvar zugebaut, um Lei-
tungsabschaltungen vermeiden zu können. In Abbildung B.16 ist für die gleichen
Zubauten wie zuvor die Verteilung des Zubaus von Kompensationsanlagen gezeigt.

Netzstation 4021 besitzt den nördlichen Anschlusspunkt einiger langer Übertra-
gungsleitungen, sodass die Netzstation die beschriebenen Überspannungen aufweist.
Der Zubau von induktiven Kompensationsanlagen behebt allerdings nicht alle Über-
spannungen, da die Zubauten nur an den Netzstationen erfolgen. Insbesondere
erfolgen keine Zubauten an Netzstationen, die lange Leitungen nach Abschnitt 2.3.1
auf zulässige Leitungslängen aufteilen. Die Leitungen 4021-4042 und 4045-4062
verbleiben auch nach dem Zubau von induktiven Kompensationsanlagen zunächst
abgeschaltet.

Aus den Zubauten der induktiven Kompensationsanlagen ergibt sich unmit-
telbar keine ausreichende Verbesserung der stationären Sicherheitsmarge. Die
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in Abbildung 5.6c erkennbaren Schwankungen in den Kennzahlen für Zubauten
∆QKomp < 1Gvar resultieren aus den noch erforderlichen Leitungsabschaltungen,
die für die unterschiedlichen Iterationen nur teilweise wieder zugeschaltet werden
können.

Nach dem Zubau von induktiven Kompensationsanlagen werden kapazitive Kom-
pensationsanlagen zugebaut. Aufgrund der langen Übertragungsentfernungen ist
eine vergleichbare Zunahme der stationären Sicherheitsmarge wie für die Netz-
strukturen zuvor erst ab einem Zubau von ∆QKomp > 1Gvar zu erkennen. Die
nach (4.30) geforderte stationäre Sicherheitsmarge wird erst bei einem Zubau von
∆QKomp = 1,4 Gvar erreicht. Diese Zunahme der Kennzahlen über den Zubau der
Kompensationsanlagen liegt signifikant niedriger als für die beiden Netzstrukturen
zuvor und flacht zudem auch schneller ab. Die mögliche Erhöhung der stationären
Sicherheitsmarge und der Sicherheitsmarge der maximalen Leistungsübertragung
liegt ebenfalls niedriger als für die zwei anderen Fälle.

5.3.6 Schlussfolgerungen aus der Untersuchung

Für die hier durchgeführte Untersuchung werden drei exemplarische Netzstrukturen
miteinander verglichen: Neben der initialen Netzstruktur sind dies eine verkürzte
und vergleichmäßigte sowie eine verkürzte und verzerrte Netzstruktur. Bei allen drei
betrachteten Netzstrukturen kann die nach (4.30) geforderte stationäre Sicherheits-
marge durch den lokalen Zubau von Kompensationsanlagen sichergestellt werden.
Die durch den Zubau von Kompensationsanlagen erzielte mögliche maximale Leis-
tungsübertragung wie auch stationäre Sicherheitsgrenze gestaltet sich für die drei
Netzstrukturen unterschiedlich. Demnach lassen sich die maximale Leistungsüber-
tragung und die stationäre Sicherheitsgrenze am weitesten für die vergleichmäßigte
Netzstruktur steigern, gefolgt von der initialen Struktur. Die geringste mögliche
Steigerung resultiert bei der verzerrten Netzstruktur.

Die Gründe für das gezeigte Verhalten liegen in der lokalen Blindleistungskompen-
sation, wie aus den Verläufen nach Abbildung 5.6 ersichtlich ist. Demnach ergibt sich
eine besonders starke Steigerung, wenn die Kompensationsanlagen einen lokalen
Blindleistungsbedarf kompensieren. Diese dominieren besonders bei der vergleich-
mäßigten Netzstruktur. Dies zeigt sich auch daran, dass bei dieser Netzstruktur
die Anhebung von ΓUmin auf ΓmaxLstg den größten Zubau kapazitiver Blindleistung
benötigt. Demgegenüber lässt sich ein systemischer Blindleistungsbedarf, bedingt
aus einer dominierenden weiträumigen Leistungsübertragung, durch eine lokale
Blindleistungskompensation nicht derart zielführend kompensieren. Dies bestätigt
die Schlussfolgerungen aus dem Abschnitt zuvor, wonach in der vergleichmäßigten
Netzstruktur eher die lokale Charakteristik der Verbraucherlastbezüge dominiert. In
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der verzerrten Netzstruktur dominieren demgegenüber bereits initial aus der weit-
räumigen Leistungsübertragung besondere Anforderungen, die durch eine lokale
Kompensation kaum erreicht werden können. Dies könnte durch eine Serienkom-
pensation möglicherweise besser erreicht werden. Allerdings weist diese gemäß
Abschnitt 2.3.3 technologische Nachteile auf.

5.4 Sensitivitätsanalyse der Erzeugungsstruktur

Die nach Abschnitt 5.2 variierte Übertragungsaufgabe weist für alle Variationen
der Netzstruktur die gleiche Erzeugungs- und Laststruktur auf, in der die Verbrau-
cherlasten aus konventionellen Kraftwerken gedeckt werden. Bedingt durch die
Transformation der elektrischen Energieversorgung im Zuge der Energiewende än-
dert sich diese Erzeugungsstruktur zunehmend. Aus diesem Grund wird in diesem
Kapitel eine Variation der Erzeugungsstruktur über den Zubau von EE-Anlagen
betrachtet.

5.4.1 Methodik der Untersuchung

Der Zubau von EE-Anlagen findet allgemein gemäß Abschnitt 2.2.2 für die wesentli-
chen Primärenergieträger Photovoltaik und Windenergie (Onshore) hauptsächlich
im Verteilungsnetz statt. Demgegenüber werden Anlagen zur Stromerzeugung aus
Offshore-Windenergie nahezu ausschließlich an das Übertragungsnetz angeschlos-
sen. Da ausschließlich Übertragungsnetzstrukturen betrachtet werden, konzentrie-
ren sich die weiteren Untersuchungen exemplarisch auf diesen Primärenergieträ-
ger. Bedingt durch das Primärenergiedargebot auf See, für Deutschland in Nord-
und Ostsee, liegen die Netzanschlusspunkte der Anlagen zumeist weit von den
Verbrauchszentren entfernt. Dies bedingt generell eine Zunahme der Übertragungs-
entfernung zwischen Erzeugung und Verbrauch. Analog zu der Untersuchung zuvor
wird auch der Einfluss der Netzstruktur berücksichtigt. Für diese Untersuchung
wird neben der initialen Netzstruktur (Fall 0), die nach Abschnitt 5.2 bereits eine
große Ausdehnung aufweist, auch die in Fall H mittels der Parameter αLtg = 0,5
und βLtg = 1 verkürzte Netzstruktur betrachtet. Für beide Fälle werden die initial
hinterlegten Kompensationsanlagen berücksichtigt.

Windenergieanlagen auf See sind üblicherweise in Drehstromtechnologie aus-
geführt. Aufgrund der bestehenden Übertragungsentfernungen werden für die
Übertragung zum Netzanschlusspunkt ans Festland häufig VSC-HGÜ eingesetzt [23].
Aus Sicht des elektrischen Energieversorgungssystems erfolgt am Netzanschluss-
punkt eine umrichterbasierte Leistungseinspeisung. Die weiteren Untersuchungen
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konzentrieren sich in dieser Untersuchung zunächst auf die Abbildung des leis-
tungseinspeisenden Umrichters in VSC-Technologie gemäß Abschnitt 2.4.1 an den
gewählten Netzanschlusspunkten des hier betrachteten Testsystems. Explizit wird
die VSC-HGÜ dann in Abschnitt 5.5 berücksichtigt.

Prinzipiell kann der Anschluss der leistungseinspeisenden Umrichter an beliebigen
Netzstationen erfolgen. Neben dem Zubau am Rand des betrachteten Testsystems
besteht beispielhaft auch die Möglichkeit, die leistungseinspeisenden Umrichter
näher an den Verbraucherlasten zu implementieren. Letzteres erfordert eine längere
Gleichstromübertragung, die aber technologisch wie systemisch unkritisch ist. Aus
diesen Gründen werden nachfolgend für das betrachtete Nordic32-Testsystem zwei
Szenarien möglicher Zubauorte berücksichtigt. Zum einen wird im Szenario Nord ein
Zubau an den Netzstationen 4011, 4012 und 4071 in der nördlichen bzw. externen
Region berücksichtigt. Zum anderen nimmt das Szenario Süd einen Zubau an den
Netzstationen 4045, 4047, 4062 in der zentralen bzw. südlichen Region an. Der
Zubau erfolgt nicht direkt an den Netzstationen, sondern wegen der zusätzlichen
Spannungsregelung an neu implementierten Netzstationen. Diese werden jeweils
über eine kurze AC-Leitung mit einer Länge von `i = 1km mit den Netzstationen
verbunden.

Zur Abbildung eines zunehmenden Zubaus von Offshore-Windenergieanlagen
wird die installierte Bemessungsleistung SrEE der leistungseinspeisenden Umrich-
ter in Schritten von ∆SrEE = 62,5MVA je Untersuchungs-Iteration gesteigert. Die
Aufteilung auf die drei betrachteten Netzstationen erfolgt gleichmäßig. Unter der
Annahme eines AC-seitigen Leistungsfaktors der Umrichter von cos (ϕr) = 0,8 re-
sultiert bei Volllast der Umrichter, die nachfolgend stets angenommen wird, eine
Erhöhung der summierten Einspeiseleistung in Schritten von ∆PEE = 50MW je
Iteration. Die weitere Auslegung der leistungseinspeisenden Umrichter folgt der
Beschreibung nach Abschnitt 2.4.1 und [106].

Die sukzessive Erhöhung der Einspeisungen aus Offshore-Windenergieanlagen
wird in der Untersuchung durch eine Absenkung der Einspeiseleistung aus konven-
tionellen Kraftwerken ausgeglichen. Diese erfolgt linear abhängig von der Bemes-
sungsleistung SrG der Kraftwerke, sodass größer bemessene Kraftwerke auch stärker
abgesenkt werden. Konventionelle Kraftwerke, die die technisch zulässige Mindest-
leistung PT,min unterschreiten würden, werden nicht weiter abgesenkt, verbleiben
aber im Rahmen der Untersuchung mit der jeweiligen Mindestleistung PT,min am
Netz.
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5.4.2 Überblick über die Ergebnisse

Die Ergebnisse der Untersuchung sind in Abbildung 5.7 jeweils für die zwei be-
trachteten Netzstrukturen sowie die zwei betrachteten Szenarien Nord und Süd
gezeigt. Die relativen Kriterien sind wie zuvor einzeln ausgewertet, wonach sich
die stationäre Sicherheitsmarge als Minimum der Sicherheitsmargen der einzelnen
Kriterien ergibt. Die Detailuntersuchungen sind Anhang B.3 zu entnehmen.

Die dargestellten Verläufe sind für beide Netzstrukturen wie auch für beide Sze-
narien grundsätzlich in ihrer Form vergleichbar, insbesondere aber für die beiden
Zubauorte unterschiedlich. Vereinfacht führt ein Zubau von EE-Anlagen im Süden
für beide Netzstrukturen zu einer Erhöhung der Sicherheitsmarge der maximalen
Leistungsübertragung und einer Verbesserung der stationären Sicherheitsmarge.
Für beide Netzstrukturen ist insbesondere für die maximale Leistungsübertragung
ein ausgeprägtes Maximum ersichtlich. Für einen Zubau im Norden ist für die
verkürzte Netzstruktur ein ähnlicher Verlauf mit einem ausgeprägten, aber kleine-
rem, Maximum zu erkennen, während bei der initialen Netzstruktur das Maximum
der maximalen Leistungsübertragung nicht mehr ersichtlich ist. Die untersuch-
ten Netzstrukturen wie auch die verschiedenen Zubauorte werden nachfolgend
analysiert.

5.4.3 Auswertung Fall 0: Initiale Netzstruktur

Abbildung 5.7a zeigt den Verlauf von maximaler Leistungsübertragung und einzelner
stationärer Kriterien für die initiale Netzstruktur.

SzenarioNord
Im Falle des nördlichen Zubaus ergibt sich für Einspeiseleistungen PEE < 500MW

ein nahezu konstanter Verlauf der Sicherheitsmarge der maximalen Leistungsüber-
tragung zu γMaxLstg ≈ 290MVA bzw. kMaxLstg ≈ 1,09. Dies gilt auch für das die
stationäre Sicherheitsmarge einschränkende 90◦-Kriterium zu γStatM ≈ 276MVA
bzw. kStatM ≈ 1,08. Erst für größere Einspeiseleistungen resultiert eine stärkere
Abnahme der beiden Kennzahlen. Für Einspeiseleistungen PEE > 1,15 GW wird
die nach WECC-Forderung (4.30) notwendige stationäre Sicherheitsmarge nicht
mehr erfüllt, während für Einspeiseleistungen PEE > 2,15 GW auch kein initial
konvergenter Lastfluss mehr bestimmt werden kann.

Für Einspeiseleistungen PEE < 500MW fällt der zusätzliche Blindleistungsbedarf
auf den Übertragungsleitungen durch die erhöhte Wirkleistungserzeugung in der
nördlichen bzw. externen Region zunächst nicht ins Gewicht, da im Gegenzug die
Einspeisung aus konventionellen Kraftwerken linear abhängig von deren Bemessung
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Abbildung 5.7.: Einfluss des Zubaus von EE-Anlagen auf die stationäre Sicherheits-
marge
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SrG reduziert wird. Nach Tabelle 5.1 liegt die Bemessungsleistung in der nördli-
chen und externen Region etwa doppelt so hoch wie in zentraler und südlicher
Region. Dies führt dazu, dass der zusätzliche Blindleistungsbedarf auf den langen
Übertragungsleitungen zwischen nördlicher und zentraler Region zunächst nicht
dominiert und von den konventionellen Kraftwerken kompensiert werden kann. Die
Begrenzung der maximalen Leistungsübertragung folgt, wie auch in den vorigen
Abschnitten beschrieben, aus nicht mehr durchführbaren Schaltungen der Stufen-
schalter von Transformatoren in der zentralen Region. Somit ist die lokal kritische
Blindleistungsbilanz in dieser Region zunächst unabhängig von der Zunahme der
weiter entfernten Leistungseinspeisung aus EE-Anlagen.

Für Einspeiseleistungen PEE > 500MW ist aus Abbildung 5.7a eine zunehmende
Absenkung der maximalen Leistungsübertragung sowie annähernd parallel ver-
laufend auch der stationären Sicherheitsmarge ersichtlich, die hier durch das 90◦-
Kriterium bestimmt wird. Die zunehmende Reduktion beider Kennzahlen bedingt
sich aus den nun zunehmenden Leistungsflüssen zwischen nördlicher und zen-
traler Region, die schlussendlich eine weitere Erhöhung der Einspeiseleistung im
Szenario Nord begrenzen. Dies verdeutlicht, dass für lange Netzstrukturen eine
weitere Verlängerung der Übertragungsaufgabe durch zunehmend entfernt liegende
Erzeugungsanlagen und Verbraucherlasten nur sehr begrenzt zu realisieren ist.

Szenario Süd
Demgegenüber resultiert im Fall eines Zubaus von EE-Anlagen an den südli-

chen Netzstationen ein unmittelbarer Anstieg der Sicherheitsmarge der maxi-
malen Leistungsübertragung und der stationären Sicherheitsmarge. Die Sicher-
heitsmarge der maximalen Leistungsübertragung steigt bis zu einem Maximum
von γMaxLstg = 1.149,3 MVA bzw. kMaxLstg = 1,37 bei einer Einspeiseleistung von
PEE = 5,5 GW an und sinkt anschließend wieder ab. Das Maximum der stationären
Sicherheitsmarge liegt für diesen Zubau etwas niedriger bei γStatM = 1038,2 MVA
bzw. kStatM = 1,33 und wird durch das untere Spannungstoleranzband bestimmt.
Für größere EE-Leistungen reduzieren sich die Kennzahlen stark. Unter Einhaltung
des WECC-Kriteriums ist die Einspeiseleistung auf PEE = 6,3 GW beschränkt. Für
Einspeiseleistungen PEE > 7,4 GW ist schließlich kein initial konvergenter Lastfluss
mehr bestimmbar.

Für Leistungseinspeisungen zwischen 0,75 GW < PEE < 1,75 GW ist eine nahe-
zu konstante stationäre Sicherheitsmarge erkennbar. Durch den Zubau der um-
richterbasierten Offshore-Windenergieanlagen wird zunächst die Möglichkeit zur
Spannungsregelung am jeweiligen Anschlusspunkt geschaffen. Diese ist umso wir-
kungsvoller, je größer der Umrichter bemessen ist, da über die Spannungsregelung
auch mehr Blindleistung eingespeist werden kann. Im Falle der umrichterbasier-
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ten Leistungseinspeisung an Netzstation 4045 bedingt diese Spannungsregelung,
dass die ebenfalls spannungsgeregelten Transformatoren 1045-4045 sowie die nahe
gelegenen Transformatoren 1044-4044 zunächst seltener stufen. Diese Stufungen
sind aber vorteilhaft für die maximale Leistungsübertragung und auch für die statio-
näre Sicherheitsgrenze, da sie die hier unterlagerte 130-kV-Spannungsebene von
Blindleistungsverlusten entlasten. Für eine optimale Ausgestaltung der maximalen
Leistungsübertragung müssten weitergehende Entscheidungskriterien als nur die
lokalen Knotenspannungen einbezogen sowie Optimierungsalgorithmen eingesetzt
werden.

Der Einfluss von Stufungen der kritischen Transformatoren ist aus Abbildung 5.7a
für verschiedene Einspeiseleistungen ersichtlich. Stufungen bei den Einspeiseleistun-
gen von PEE = 2,15 GW, PEE = 3,4 GW oder PEE = 4,35 GW führen im Vergleich
zu den geringeren Einspeiseleistungen in den Iterationen zuvor dazu, dass die
unterlagerte Spannungsebene entlastet wird. Dies verbessert die maximale Leis-
tungsübertragung.

Der weitere Anstieg der maximalen Leistungsübertragung erfolgt nicht mehr linear,
sondern flacht bis zum Maximum zunehmend ab. Dies bedingt sich aus der anfangs
stärkeren Reduktion der Leistungseinspeisungen in nördlicher und externer Region.
Die dort vorhandenen konventionellen Kraftwerke gelangen allerdings mit zuneh-
mender Einspeisung aus den EE-Anlagen in der zentralen und südlichen Region an
ihre zulässige Mindestleistung und werden wie beschrieben nicht weiter abgesenkt.
Dies begrenzt die mögliche Erhöhung der maximalen Leistungsübertragung.

Für eine Einspeiseleistung von PEE = 5,5 GW ist der Punkt erreicht, an dem sich
auf den langen Übertragungsleitungen zwischen nördlicher und zentraler Region
initial nahezu keine Leistungsflüsse ergeben, da sich in diesem Fall eine sehr ortsnahe
Deckung der Verbraucherlasten ergibt. Die daraus resultierenden Überspannungen
können durch Leitungsabschaltungen beherrscht werden. Bedingt durch die in
diesem Fall sehr kurzen Übertragungsentfernungen zwischen Erzeugungsanlagen
und Verbraucherlasten resultiert die größtmögliche maximale Leistungsübertragung.
Die zugehörige Detailauswertung dazu ist in Abbildung B.17 gezeigt. Wird die
Einspeisung aus den Offshore-Windenergieanlagen darüber hinaus weiter gesteigert,
nehmen die Leistungsflüsse auf den Übertragungsleitungen zwischen zentraler und
nördlicher Region nun in entgegengesetzter Richtung wieder zu, sodass hieraus eine
Reduktion der maximalen Leistungsübertragung erfolgt.

Für die sukzessive Erhöhung der Einspeiseleistung sind insbesondere bei größeren
Einspeiseleistungen zunächst unkritische Verletzungen mehrerer relativer Kriterien
in Abbildung 5.7a ersichtlich. Bereits initial ist wie in Abschnitt 5.1.2 schränkt die
maximale Spannungswinkeldifferenz θNSt,max1 ≤ 90◦ die stationäre Sicherheitsmar-
ge ein. Diese Einschränkung, die nicht das WECC-Kriterium nach (4.30) verletzt, tritt
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für Einspeiseleistungen PEE < 700MW auf. Für Einspeiseleistungen PEE > 3,4 GW
ergibt sich ebenfalls eine unkritische Einschränkung durch das untere Spannungstole-
ranzband. Die Einschränkung wird von den Knotenspannungen an den Netzstationen
1041, 4043 und 4046 verursacht. Die angeführten Netzstationen weisen Verbrau-
cherlasten auf, deren Transformatoren in der überlagerten Netzebene eine Reduktion
der Knotenspannungen verursachen. Durch die darüber hinausgehende Vergröße-
rung der Einspeiseleistung resultieren weitere Verletzungen relativer Kriterien. Dies
umfasst für PEE > 5,3 GW Verletzungen der thermischen Stromtragfähigkeiten, für
PEE > 6,3 GW eine Verletzung der maximalen Spannungswinkeldifferenz von 90◦

bzw. für PEE > 6,8 GW von 120◦ sowie für PEE > 6,9GW eine Verletzung der mi-
nimal geforderten Dämpfung der Kleinsignalstabilität. Zusammengefasst folgt für
den südlichen Zubau eine signifikante mögliche Steigerung der Einspeiseleistung
gegenüber dem nördlichen Zubau.

Die aus Abbildung 5.7a ersichtliche Reduktion der Sicherheitsmargen verläuft
sehr steil und steht damit im Gegensatz zum langsamen Anstieg für kleine Ein-
speiseleistungen. Im Bereich derart hoher Einspeiseleistungen an den südlichen
Netzstationen liegt eine hohe Konzentration der Einspeisungen in dieser Region
vor, während die Einspeisungen aus konventionellen Kraftwerken in den anderen
Regionen minimal sind. Für Einspeiseleistungen PEE < 7,4GW gelingt es gerade
noch, die in der zentralen Region eingespeiste Leistung nach Norden zu übertragen.
Hieraus folgen die hohen Werte der maximalen Leistungsübertragung, da nach der
initialen Sicherstellung des Lastflusses die weitere Erhöhung der Systemauslastung
durch die Kraftwerke in der nördlichen Region ausgeglichen wird. Für eine Einspei-
seleistung von PEE = 7,4 GW ist dies nicht mehr möglich, da durch die verstärkte
lokale Konzentration der Einspeisungen bereits initial der Blindleistungsbedarf der
weiträumigen Leistungsübertragung in Richtung Norden zu groß geworden ist.
Die starke Reduktion der maximalen Leistungsübertragung in diesem Bereich der
Einspeiseleistungen verglichen mit dem eher langsamen Anstieg für geringe Ein-
speiseleistungen erklärt sich aus der ungleichen Verteilung der Erzeugungsanlagen
im Testsystem. Wären die Erzeugungsanlagen gleichverteilt im System lokalisiert,
ergäbe sich ein mittiges Maximum der maximalen Leistungsübertragung.

5.4.4 Auswertung Fall H: Verkürzte Netzstruktur

Abbildung 5.7b zeigt den Verlauf der maximalen Leistungsübertragung und einzelner
relativer Kriterien für die verkürzte Netzstruktur.
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SzenarioNord
Für die verkürzte Netzstruktur ergibt sich im Fall des nördlichen Zubaus zunächst

ein wellenförmiges Verhalten der Sicherheitsmarge der maximalen Leistungsüber-
tragung, die hier auch die stationäre Sicherheitsmarge bestimmt. Durch einen
erkennbaren Sprung erreicht die Sicherheitsmarge der maximale Leistungsüber-
tragung ihr Maximum für eine Einspeiseleistung von PEE = 2,1 GW in Höhe von
γMaxLstg = 450MVA bzw. kMaxLstg = 1,14. Bei dieser Einspeiseleistung ist die stationä-
re Sicherheitsmarge aufgrund von Verletzungen des unteren Spannungstoleranzban-
des auf γStatM = 371MVA bzw. kStatM = 1,12 beschränkt. Für Einspeiseleistungen
PEE > 2,1 GW ist eine Absenkung der Kennzahlen erkennbar. Die maximal mögliche
Einspeiseleistung unter Wahrung der WECC-Forderung beträgt PEE = 3,45 GW,
da für noch größere Einspeiseleistungen keine ausreichende Sicherheitsmarge zur
Verletzung der thermischen Stromtragfähigkeiten gewährleistet ist. Für Einspeise-
leistungen PEE > 4,3 GW ist auch initial kein konvergenter Lastfluss bestimmbar.

Beginnend mit Einspeiseleistungen PEE < 0,6 GW steht die Reduktion der maxi-
malen Leistungsübertragung zunächst im Unterschied zum Verlauf bei der initialen
Netzstruktur. Bei dieser ist die maximale Leistungsübertragung anfangs relativ
konstant. Im Vergleich der beiden Netzstrukturen folgt bei den gleichen Einspeise-
leistungen ∆PEE in der verkürzten Netzstruktur ein geringerer Blindleistungsbedarf
als in der initialen Netzstruktur. Dies führt wegen der höheren Knotenspannungen
in der verkürzten Netzstruktur dazu, dass zunächst keine Schaltungen der Stufen-
schalter ausgeführt werden, die für die unterlagerten Spannungsebenen vorteilhaft
sind. Diese Stufungen ergeben sich erst für PEE > 0,6GW, wodurch sich auch die
maximale Leistungsübertragung verbessert.

Der positive Effekt von Schaltungen der Stufenschalter ist besonders deutlich
bei einer Einspeiseleistung PEE = 2,1 GW zu erkennen. Ab dieser Einspeiseleistung
erreichen mehrere Transformatoren die obere Grenze ihres Stellbereichs, da aus den
weiträumigen Leistungsflüsse in Nord-Süd-Richtung Spannungsabsenkungen folgen,
die die Schaltungen der Stufenschalter auslösen. Dies verbessert die maximale Leis-
tungsübertragung in diesem Punkt signifikant, führt aber auch zu einer Absenkung
der Knotenspannungen in der überlagerten Netzebene. Diese Spannungsabsenkung
verletzt das untere Spannungstoleranzband, sodass die stationäre Sicherheitsgrenze
durch die Stufungen nicht verbessert wird.

Szenario Süd
Entgegen der Beobachtungen für den nördlichen Zubau ergibt der südliche Zubau

für die verkürzte Netzstruktur einen sehr ähnlichen Verlauf der Kennzahlen wie für
die initiale Netzstruktur. Demnach verbessern sich die Sicherheitsmargen ausgehend
vom Startpunkt zunächst annähernd linear. Bei einer Einspeiseleistung von PEE =
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6,3 GW wird das Maximum der maximalen Leistungsübertragung zu γMaxLstg =
1.375MVA bzw. kMaxLstg = 1,44 erreicht. Demgegenüber wird das Maximum der
stationären Sicherheitsmarge bereits bei einem Zubau von ∆PEE = 5,75 GW zu
γStatM = 1.316MVA bzw. kStatM = 1,42 erreicht und wird in diesem Fall von einer
Überschreitung der thermischen Stromtragfähigkeiten verursacht. Die Verletzungen
der stationären Kriterien sind bis zu eine Einspeiseleistung von PEE < 6,8 GW
als unkritisch zu bewerten, da sie die stationäre Sicherheitsmarge nach WECC-
Forderung (4.30) nicht unzulässig einschränken. Für Einspeiseleistungen PEE >
8,2 GW ist initial kein konvergenter Lastfluss mehr bestimmbar.

Nahezu analog wie für die initiale Netzstruktur resultiert für Einspeiseleistun-
gen zwischen 0,75 GW < PEE < 2GW eine Reduktion des Anstiegs der stationären
Sicherheitsmarge. Wie zuvor lässt sich diese Reduktion über das Schaltverhalten
der Netzkuppeltransformatoren 1045-4045 und 1044-4044 erklären, die bei Ein-
speiseleistungen von PEE = 0,85 GW und PEE = 1,65 GW jeweils Schaltungen der
Stufenschalter nicht durchführen, da die Knotenspannungen der unterlagerten Netz-
ebenen nicht das Spannungsregelband verletzen. Diese Stufungen können erst bei
höheren Einspeiseleistungen PEE > 2GW realisiert werden.

Für den südlichen Zubau ist weiterhin die Überschreitung der thermischen Strom-
tragfähigkeiten für Einspeiseleistungen PEE > 5GW das relative Kriterium, welches
die stationäre Sicherheitsmarge begrenzt. Konkret wird die Verletzung des Kriteri-
ums zunächst durch zu hohe Lastflüsse über die Transformatoren 1044-4044 bedingt,
wonach für weitere Zubauten der Lastfluss über die Leitung 4046-4047 zu hoch wird.
Letzteres wird auch durch die Verletzung des unteren Spannungstoleranzbandes an
Netzstation 4046 verursacht.

Für Einspeiseleistungen PEE > 7,3 GW tritt wie bereits bei der initialen Netz-
struktur beobachtet eine Verletzung der minimal geforderten Dämpfung der Rotor-
winkelstabilität auf. Dieser wird hier bedingt durch einen nicht mehr ausreichend
gedämpften lokalen Mode der Synchrongeneratoren G9 und G10, die aufgrund ihrer
Leistungsabsenkung gegen das Testsystem schwingen.

5.4.5 Schlussfolgerungen aus der Untersuchung

Mit der hier gezeigten Untersuchung lässt sich der Einfluss der Erzeugungsstruktur
auf die Übertragungsaufgabe für unterschiedliche Netzstrukturen bewerten. Wird
zunächst ein Zubau an den nördlichen Netzstationen betrachtet, so hat die Netz-
struktur einen signifikanten Einfluss. Für die verkürzte Netzstruktur kann an den
nördlichen Netzstationen deutlich mehr umrichterbasierte Offshore-Windenergie zu-
gebaut werden, als in der initialen Netzstruktur. Durch den Zubau an den nördlichen
Netzstationen wird die weiträumige Leistungsübertragung gesteigert. Somit kommt
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den dadurch entstehenden Blindleistungsverbräuchen eine erhebliche Bedeutung zu,
die zudem bei den längeren Leitungen der initialen Netzstruktur nochmals größer
sind. Dies schränkt die installierbare Einspeiseleistung an diesen Netzstationen ein.

Demgegenüber ist der Einfluss der Netzstruktur für einen Zubau an den südli-
chen Netzstationen reduziert. Für beide Netzstrukturen ergeben sich signifikante
Steigerungen der maximalen Leistungsübertragung wie auch der zubaubaren in-
stallierten Einspeiseleistung. Diese Steigerungen ergeben sich aus der zunehmend
ortsnahen Deckung der Verbraucherlasten, wenn die installierte Einspeiseleistung in
der zentralen Region erhöht wird. Die bestimmbaren Kennzahlen, also das Maxi-
mum der maximalen Leistungsübertragung wie auch der maximal zulässige Zubau
an Offshore-Windenergieanlagen, unterscheiden sich nicht so stark wie im Fall des
nördlichen Zubaus.

Zusammengefasst zeigt sich, dass die ortsnahe Deckung der Verbraucherlasten
durch die Erzeugungsstruktur einen signifikanten Einfluss auf die maximale Leis-
tungsübertragung und die stationäre Sicherheitsgrenze hat. Der Einfluss der Erzeu-
gungsstruktur dominiert auch die Variation der Netzstruktur. Wesentliche Unterschie-
de ergeben sich aus der Auswahl der Netzstationen, an denen die umrichterbasierte
Einspeisung der EE-Anlagen erfolgt. Auch für die längere Leitungen der initialen
Netzstruktur ergeben sich bei Nutzung von VSC-HGÜ signifikante Verbesserungen
der maximalen Leistungsübertragung und der stationären Sicherheitsgrenze, wenn
die Einspeisung der Offshore-Windenergieanlagen näher bei den Verbraucherlasten
erfolgt.

Ein weiterer wesentlicher Einflussfaktor kann aus der regionalen Verteilung der
leistungseinspeisenden Anlagen abgeleitet werden. Im Szenario des Zubaus an den
südlichen Netzstationen ergibt sich bei einer Erhöhung der Leistungseinspeisungen
zunächst eine zunehmende Reduktion der überregionalen Leistungsflüsse aus der
nördlichen in die zentrale Region. Die maximale Leistungsübertragung erreicht
die größte Sicherheitsmarge, wenn initial keine überregionalen Leistungsflüsse
auftreten. Werden die Leistungseinspeisungen darüber hinaus weiter erhöht, ergeben
sich auch wieder überregionale Leistungsflüsse. Diese verlaufen nun allerdings in
entgegengesetzter Richtung aus der zentralen in die nördliche Region. Dies bewirkt
einer Verschlechterung der stationären Sicherheitsgrenze, da nun die überregionalen
Leistungsflüsse stärker zunehmen. Dies bedingt sich aus der ungleichen Verteilung
der konventionellen Kraftwerke im Testsystem, die schwerpunktmäßig im Norden
verortet sind.
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5.5 Sensitivitätsanalyse der Erzeugungsstruktur unter Einbeziehung einer
VSC-HGÜ

In den vorigen Abschnitten wurde die Übertragungsaufgabe für die klassische
Drehstromtechnologie untersucht. Diese wurde in Abschnitt 5.4 um umrichterba-
sierte Leistungseinspeisungen aus Offshore-Windenergieanlagen ergänzt. Dies stellt
insbesondere im Zuge der Energiewende einen möglichen Entwicklungspfad der
Erzeugungsstruktur dar. Beim Anschluss der Offshore-Windenergieanlagen kom-
men üblicherweise VSC-HGÜ zum Einsatz, wobei diese in Abschnitt 5.4 nur für die
leistungseinspeisenden Umrichter nachgebildet wurde.

Basierend auf den Ergebnissen aus Abschnitt 5.4 wird die Untersuchung unter
Einbeziehung einer VSC-HGÜ im synchronen Netzbetrieb durchgeführt. Die Unter-
suchungen konzentrieren sich auf den nördlichen Zubau, da dieser die installierbare
Leistung deutlich stärker einschränkt als der südliche Zubau. Weiterhin werden
beide Netzstrukturen in diesem Abschnitt analysiert.

5.5.1 Methodik der Untersuchung

Im Rahmen der Untersuchungen dieses Abschnitts werden die Netzstationen 4012
und 4045 über eine VSC-HGÜ der Länge `HGÜ = 1.000km verbunden. Die Netzstatio-
nen sind gewählt, da sie nach Abbildung 5.1 mittig in der nördlichen bzw. zentralen
Region liegen. Damit sind sie über verhältnismäßig viele AC-Leitungen mit den umlie-
genden Netzstationen verbunden. Die beiden Umrichter in VSC-Technologie werden
mit Sr,VSC = 2,25 GVA bemessen, wodurch sich über den AC-seitigen Leistungsfaktor
von cos (ϕr) = 0,8 eine maximale Wirkleistungsübertragung von PVSC,max = 1,8 GW
realisieren lässt. Die hier gewählte Bemessungsleistung entspricht der Bemessungs-
leistung nach [23].

Für die Vorgabe der Wirkleistungsübertragung der VSC-HGÜ wird der Umrichter
an NSt 4012 gewählt. Wie in Abschnitt 4.1.2 beschrieben, wird zunächst Pref

VSC,4012
im VZS sukzessive erhöht, um bei Bedarf Konvergenz des Lastflusses zu erreichen.
Die Erhöhung von Pref

VSC,4012 bewirkt eine Steigerung der Wirkleistungsübertragung
der VSC-HGÜ aus der nördlichen in die zentrale Region und reduziert den Lastfluss
im AC-System. Besteht Konvergenz des Lastflusses werden zudem die Wirkleistungs-
flüsse auf den langen Übertragungsleitungen zwischen nördlicher und zentraler
Region genutzt. Basierend auf den summierten Leistungsflüssen dieser AC-Leitungen
∑

PLF,AC wird die Wirkleistungsvorgabe Pref
VSC,4012 gewählt, sodass auf den langen

Übertragungsleitungen im Drehstromsystem ein Wirkleistungsfluss von ca. 40% der
summierten Bemessungsleistung der Leitungen

∑

Pr,AC verbleibt. Dies entspricht
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einer groben Abschätzung der natürlichen Leistung Pnat dieser Leitungen und ver-
meidet damit höhere Blindleistungsflüsse im AC-System. Für Pref

VSC,4012 folgt (5.3)
unter der Voraussetzung, dass die derart gewählte Vorgabe nicht die Konvergenz des
Lastflusses gefährdet. Durch die hier gewählte Regelung wird gewährleistet, dass
das AC-System zielgerichtet entlastet wird.

Pref
VSC,4012 =

∑

PLF,AC − 40% ·
∑

Pr,AC ≈
∑

PLF,AC −
∑

Pnat (5.3)

5.5.2 Überblick über die Ergebnisse

Die Ergebnisse der Untersuchung sind in Abbildung 5.8 für die zwei betrachte-
ten Netzstrukturen gezeigt. Weiterhin sind die Ergebnisse der Untersuchung aus
Abschnitt 5.4 für beide Netzstrukturen in grau enthalten.

Die Verläufe der beiden Netzstrukturen weisen eine große Ähnlichkeit auf. Dabei
bestimmt die maximale Leistungsübertragung für kleinere installierte EE-Leistungen
die stationäre Sicherheitsgrenze. Die stationäre Sicherheitsmarge verläuft zunächst
konstant, bis sie ab Werten von PEE > 1,5 GW für die initiale bzw. PEE > 1,75 GW
für die verkürzte Netzstruktur bis zu einem ausgeprägten Maximum ansteigt. Für
größere installierte Leistungen PEE fällt die maximale Leistungsübertragung ab,
wobei in diesem Bereich die relativen Kriterien die stationäre Sicherheitsgrenze
einschränken. Bei der verkürzten Netzstruktur ergibt sich für größere Zubauten an
Einspeiseleistungen eine konstante niedrige maximale Leistungsübertragung, die
allerdings stationär nicht zulässig ist. Beide Netzstrukturen werden nachfolgend
analysiert.

5.5.3 Auswertung Fall 0: Initiale Netzstruktur

Die initiale Netzstruktur weist im Startpunkt der Untersuchung ohne implementierte
Offshore-Windenergieanlagen mit γMaxLstg = 540,9MVA bzw. kMaxLstg = 1,17 im
Vergleich zur Untersuchung ohne explizite Berücksichtigung eine VSC-HGÜ eine
signifikant erhöhte maximale Leistungsübertragung auf, die auch die stationäre
Sicherheitsmarge bestimmt. Der Zugewinn resultiert unmittelbar aus der VSC-HGÜ,
welche das Drehstromsystem entlastet. Die maximale Leistungsübertragung bleibt
für Einspeiseleistungen PEE < 1,5 GW zunächst konstant auf diesem Wert, ehe sich
ein Anstieg erkennen lässt. Das Maximum der maximalen Leistungsübertragung wird
für eine Einspeiseleistung PEE = 2,65 GW mit γMaxLstg = 540,9 MVA bzw. kMaxLstg =
1,17 erreicht. Anschließend sinkt die maximale Leistungsübertragung zunehmend
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(a) Fall 0: Initiale Netzstruktur (αLtg = 1 und βLtg = 1)

0 1 2 3 4 5 6
0

250

500

1500

0 1 2 3 4 5 6
1

1,1

1,2

1,5

γ
in

M
VA

k

∆PEE in GW

(b) Fall H: Verkürzte Netzstruktur (αLtg = 0,5 und βLtg = 1)

Abbildung 5.8.: Einfluss des Zubaus von EE-Anlagen im Szenario Nord unter Einbe-
ziehung einer VSC-HGÜ auf die stationäre Sicherheitsmarge
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ab. In diesem Bereich ist zudem eine Verletzung des 90◦-Kriteriums erkennbar. Bei
einer Einspeiseleistung von PEE > 4,55 GW wird die WECC-Forderung kStatM >
1,05 nicht mehr gewährleistet, für Einspeiseleistungen von PEE > 5GW ist kein
konvergenter Lastfluss mehr bestimmbar.

Im Bereich PEE < 1,5 GW bleibt die maximale Leistungsübertragung nahezu
konstant. In diesem Bereich wird auf der einen Seite die Einspeiseleistung an den
nördlichen Netzstationen gesteigert. Auf der anderen Seite werden diese Steigerun-
gen ebenso durch Steigerungen der Wirkleistungsübertragung über die VSC-HGÜ
aus der nördlichen in die zentrale Region übertragen. Für das Drehstromsystem
ergibt sich durch die Steigerung der Einspeiseleistung keine Mehrbelastung, die
einen zusätzlichen Blindleistungsbedarf verursachen würde. Durch die Steigerung
der Wirkleistungsübertragung werden diese vermieden, sodass die maximale Leis-
tungsübertragung konstant bleibt.

Wird die Einspeiseleistung über PEE > 1,5GW gesteigert, resultiert eine Steige-
rung der maximalen Leistungsübertragung. Dieser Anstieg wird in diesem Bereich
durch Stufungen der Transformatoren verursacht. Die Umrichter der VSC-HGÜ
regeln zunächst die Knotenspannungen an den Anschlussknoten. Somit werden
Schaltungen der Stufenschalter vermieden bzw. reduziert. Für Einspeiseleistungen
PEE > 1,5 GW ergeben sich diese Stufungen zunehmend wieder. Dies entlastet die
unterlagerten Spannungsebenen und verbessert die maximale Leistungsübertragung.

Für Steigerungen der Einspeiseleistung über PEE > 2,65 GW nimmt die maximale
Leistungsübertragung ab, da die VSC-HGÜ mit der Bemessungsleistung belastet ist.
Weitere Steigerungen der Einspeiseleistung an den nördlichen Netzstationen führen
zu einer zusätzlichen Belastung der Übertragungsleitungen zwischen nördlicher und
zentraler Region, sodass dies die maximale Leistungsübertragung negativ beeinflusst.

Im Vergleich zur Untersuchung des nördlichen Zubaus nach Abschnitt 5.4, in
der keine VSC-HGÜ explizit berücksichtigt wurde, zeigt sich für die maxima-
le Leistungsübertragung, die stationäre Sicherheitsgrenze und die installierbare
Einspeiseleistung, dass die hier berücksichtigte VSC-HGÜ signifikante Zugewinne er-
laubt. Die installierbare zulässige Einspeiseleistung kann so von PEE = 1,15 GW auf
PEE = 4,55 GW erhöht werden. Der Zugewinn an installierbarer Einspeiseleistung
durch die Berücksichtigung der VSC-HGÜ übersteigt die Bemessungsleistung der
VSC-HGÜ. Weiterhin ist für beide Untersuchungen das einzig relevante stationäre
Kriterium die maximale Winkeldifferenz. Im Falle der berücksichtigten VSC-HGÜ
limitiert dieses Kriterium die stationäre Sicherheitsgrenze allerdings weniger als
zuvor.

Des Weiteren lässt sich der nördliche Zubau unter Einbeziehung der VSC-HGÜ
mit dem südlichen Zubau ohne Einbeziehung einer VSC-HGÜ vergleichen. Für
Einspeiseleistungen PEE < 0,8 GW ist die maximale Leistungsübertragung bei Einbe-
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ziehung der VSC-HGÜ größer. Das AC-System wird in diesem Fall durch die Vorgabe
der Wirkleistungsübertragung nach (5.3) stärker entlastet als im Fall des südli-
chen Zubaus ohne Einbeziehung einer VSC-HGÜ. Für Einspeiseleistungen zwischen
PEE = 0,8 . . . 2, 3 GW ergeben beide Untersuchungen eine annähernd gleiche maxi-
male Leistungsübertragung, da sich in diesem Bereich für beide Untersuchungen
eine vergleichbare Auslastung des AC-Systems ergibt. Wird die Einspeiseleistung
über PEE > 2,3 GW erhöht, reduziert sich die maximale Leistungsübertragung bei
nördlichem Zubau und Einbeziehung einer VSC-HGÜ gegenüber der maximalen
Leistungsübertragung bei südlichem Zubau ohne Einbeziehung einer VSC-HGÜ.
Ist das Primärenergiedargebot in beiden Untersuchungen gleich lokalisiert, impli-
ziert ein südlicher Zubau der leistungseinspeisenden Umrichter aber auch, dass
die Leistungseinspeisungen in den Süden übertragen werden müssen. Dies erfor-
dert VSC-HGÜ mit entsprechend großen Bemessungsleistungen. Demgegenüber
bietet die Einbeziehung einer gesondert im AC-System angeschlossenen VSC-HGÜ
die Möglichkeit, das AC-System noch weitergehender bzw. gezielter zu entlasten.
Je nach Einspeiseleistung resultiert auch bei einer einzelnen kleiner bemessenen
VSC-HGÜ eine ausreichende maximale Leistungsübertragung. Somit lässt sich die
notwendige Zubaurate an VSC-HGÜ zumindest teilweise reduzieren.

5.5.4 Auswertung Fall H: Verkürzte Netzstruktur

Wie beschrieben weisen die Kennzahlen der stationären Sicherheitsbewertung im
Rahmen dieser Untersuchung für beide betrachteten Netzstrukturen einen vergleich-
baren Verlauf auf. Für eine Einspeiseleistung PEE < 1,75 GW ist die maximale Leis-
tungsübertragung nahezu konstant bei γMaxLstg ≈ 645MVA bzw. kMaxLstg ≈ 1,2. Für
größere Einspeiseleistungen ergibt sich wie zuvor ein Anstieg der maximalen Leis-
tungsübertragung, die ihr Maximum mit γMaxLstg ≈ 842,5 MVA bzw. kMaxLstg ≈ 1,27
bei einer maximalen Einspeiseleistung von PEE = 3GW findet. Wird die Einspeise-
leistung weiter gesteigert, folgt zunächst wiederum eine Absenkung der maximalen
Leistungsübertragung. Die nach WECC-Forderung maximale zulässige Einspeiseleis-
tung lässt sich zu PEE = 5,6GW bestimmen, während ein bereits initial nicht mehr
konvergenter Lastfluss erst für Einspeiseleistungen PEE > 9,15 GW resultiert.

Im Vergleich der Kennzahlen für beide Netzstrukturen zeigt sich, dass zum einen
der Anstieg der maximalen Leistungsübertragung für etwas höhere Einspeiseleis-
tungen erfolgt. Zum anderen bleibt die maximale Leistungsübertragung nach dem
Anstieg für Einspeiseleistungen PEE > 2,25 GW auch länger auf dem höheren Ni-
veau als zuvor. Beide Tendenzen basieren auf den verkürzten Leitungslängen. In
dem Leistungsbereich wird die VSC-HGÜ wie zuvor beschrieben voll ausgelastet,
sodass die parallelen Drehstromleitungen maximal möglich entlastet werden. Für
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höhere Einspeiseleistungen nehmen die Leistungsflüsse auf den Drehstromleitungen
zu. Im Fall der verkürzten Netzstruktur wirken sich diese höheren Leistungsflüsse
aber nicht so stark aus als bei der initialen Netzstruktur. Daher ist die Abnahme der
maximalen Leistungsübertragung bei höheren Einspeiseleistungen auch geringer als
bei der initialen Netzstruktur.

Für Einspeiseleistungen PEE > 3,6 GW ergibt sich eine Limitierung durch das un-
tere Spannungstoleranzband. Dies ist die erste Verletzung eines relativen Kriteriums.
Die stationäre Sicherheitsgrenze liegt allerdings sehr nahe bei der maximalen Leis-
tungsübertragung und schränkt diese nur geringfügig ein. Eine deutlichere Limitie-
rung der stationären Sicherheitsgrenze erfolgt für Einspeiseleistungen PEE > 4,7GW
über die thermischen Stromtragfähigkeiten, zunächst bedingt durch die Leitung
4011-4021. Diese Verletzungen der relativen Kriterien sind aber erneut nicht der-
art limitierend wie in der Untersuchung ohne Berücksichtigung einer VSC-HGÜ.
Wiederum begrenzen die thermischen Stromtragfähigkeiten die maximal zulässige
Einspeiseleistung. Verglichen mit der maximal zulässigen Einspeiseleistung ohne Be-
rücksichtigung einer VSC-HGÜ bei PEE = 3,45 GW liegt die aus der Berücksichtigung
der VSC-HGÜ folgende Verbesserung der maximalen zulässigen Einspeiseleistung
ungefähr in der Größenordnung der Bemessung der VSC-HGÜ und somit geringer
als bei der initialen Netzstruktur.

Für die maximale Leistungsübertragung ergibt sich für Einspeiseleistungen
PEE > 6,5 GW ein annähernd konstanter Verlauf in Höhe von γMaxLstg ≈ 88MVA
bzw. kMaxLstg ≈ 1,03 bis hin zu Einspeiseleistungen PEE < 9GW. Diese Einspeise-
leistungen sind aufgrund der verletzten thermischen Stromtragfähigkeiten sowie
weiterer relativer Kriterien stationär nicht zulässig. Sie ergeben allerdings langzeit-
stabile Gleichgewichtszustände, weil zum einen mehrere Stufenschalter sukzessive
an den oberen Rand ihres Stellbereichs gestuft werden. Zum anderen bewirkt die
Spannungsregelung der VSC eine Blindleistungseinspeisung am Anschlusspunkt
der Umrichter. Diese Blindleistungseinspeisung kann umso weiträumiger in der
Netzstruktur verteilt werden, je kürzer die angeschlossenen Leitungslängen sind.
Hierauf ist die große Diskrepanz zwischen der maximalen stationär zulässigen Ein-
speiseleistung und der Einspeiseleistung, ab der kein konvergenter Lastfluss mehr
erreicht wird, begründet.

5.5.5 Schlussfolgerungen aus der Untersuchung

Die Untersuchung ergänzt die Variation der Erzeugungsstruktur mittels EE-Anlagen
aus Abschnitt 5.4 um eine VSC-HGÜ, welche die nördliche Region mit der zentralen
Region verbindet. Dadurch kann die Einspeiseleistung an den nördlichen Netz-
stationen, die entfernt von den Verbraucherlasten in der zentralen Region liegen,
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signifikant erhöht werden. Es ergeben sich durch die VSC-HGÜ zudem signifikante
Zugewinne für die Sicherheitsmarge der maximalen Leistungsübertragung und die
stationäre Sicherheitsmarge in beiden betrachteten Netzstrukturen.

Die stationär zulässige Einspeiseleistung kann im Vergleich zur Untersuchung
ohne berücksichtigte VSC-HGÜ für die initiale Netzstruktur anteilig stärker erhöht
werden als für die verkürzte Netzstruktur. Der wesentliche Vorteil der VSC-HGÜ liegt
in der weiträumigen Wirkleistungsübertragung ohne Blindleistungsbedarf. Dieser
Blindleistungsbedarf würde bei Übertragung der Wirkleistung im AC-System auf
allen leistungsübertragenden Leitungen auftreten und wäre entlang der Übertra-
gungsstrecke im AC-System verteilt. Dies wird durch die Leistungsübertragung der
VSC-HGÜ vermieden. Generell wirkt sich dieser Effekt bei längeren Netzstrukturen
stärker aus als bei kürzeren Netzstrukturen, da hier der Blindleistungsbedarf der
weiträumigen Leistungsübertragung nicht so kritisch sind.

Weiterhin ergeben sich für die beiden Netzstrukturen unterschiedliche Einschrän-
kungen der relativen Kriterien. Für die initiale Netzstruktur ergibt sich für größere
Einspeiseleistungen PEE eine minimale Einschränkung durch die maximale Span-
nungswinkeldifferenz, während für die verkürzte Netzstruktur bei größeren Einspei-
seleistungen PEE die thermischen Stromtragfähigkeiten einschränkend sind.

5.6 Zusammenfassung

Im Rahmen der Untersuchungen wurden nach Einführung eines allgemeinen Bench-
marknetzes vier wesentliche Untersuchungen durchgeführt. Die daraus abgeleite-
ten Erkenntnisse sind in Abschnitt 5.6.1 zusammengefasst. Für die übergeordnete
Fragestellung dieser Arbeit werden diese Erkenntnisse in Abschnitt 5.6.2 für die
stationären Kriterien subsumiert.

5.6.1 Zusammenfassung der vorgenommenen Untersuchungen

Für die im Rahmen dieses Kapitels durchgeführten Untersuchungen ist zunächst
die Einführung eines allgemeinen Benchmarknetzes erforderlich. Hierfür wurde das
Nordic32-Testsystem implementiert und die initiale Übertragungsaufgabe bewertet.
Diese ergibt, dass der Arbeitspunkt stationär zulässig wie statisch stabil ist und
zudem eine ausreichende stationäre Sicherheitsmarge aufweist.

In Abschnitt 5.2 wurde zunächst die Netzstruktur einer Sensitivitätsanalyse unter-
zogen, wobei diese sowohl gleichförmig als auch verzerrend bzgl. der Leitungslängen
geändert wurde. Es zeigt sich zum einen, dass es insbesondere in verzerrten Netz-
strukturen zu Problemen mit der Blindleistungsbilanz kommt. Dieses manifestiert
sich in nicht ausreichenden stationären Sicherheitsmargen, die aus verschiedenen
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Verletzungen der zur Bewertung genutzten relativen Kriterien konstatiert werden
können. In gleichmäßigen Netzstrukturen treten eher Probleme mit dem unteren
Spannungstoleranzband auf, während in verzerrten Netzstrukturen Überspannungen
kritisch sind. Die thermischen Stromtragfähigkeiten sind nur für kurze Netzstruk-
turen limitierend, wobei im Rahmen dieser Untersuchung aber keine kritische
Limitierung resultiert.

Die Untersuchung nach Abschnitt 5.2 ergab durchweg für alle Netzstrukturen
eine hohe Sensitivität von Schaltungen der Stufenschalter der Transformatoren
für die maximale Leistungsübertragung. Die Stufenschalter bewirken für die Span-
nungsregelung der unterlagerten Spannungsebenen zunächst positive Effekte, da
sie insbesondere die unterlagerten Spannungsebenen durch Stufungen entlasten.
Demgegenüber führen sie das System in einen Spannungskollaps und begrenzen die
maximale Leistungsübertragung, wenn nahe der maximalen Leistungsübertragung
Schaltungen der Stufenschalter durchgeführt werden.

In Abschnitt 5.3 wurde eine Sensitivitätsanalyse zur lokalen Blindleistungskom-
pensation für die kritischen Netzstrukturen durchgeführt. Die stationäre Sicher-
heitsgrenze lässt sich am besten für eher gleichmäßige Netzstrukturen erhöhen,
während dies für verzerrte Netzstrukturen nicht in dem Umfang möglich ist. Die
eingesetzte lokale Blindleistungskompensation wirkt am besten, wenn sie lokalen
Blindleistungsbedarf kompensiert. Dieser dominiert in vergleichmäßigten Netzstruk-
turen infolge des Einflusses der lokalen Verbraucherlastbezüge. Ein weiträumiger
Blindleistungsbedarf wie bei stark verzerrten Netzstrukturen ist lokal nur bedingt
kompensierbar.

Nach den Untersuchungen zur Netzstruktur wurde in Abschnitt 5.4 die Variation
der Erzeugungsstruktur durch die Einbringung von umrichterbasierten Leistungsein-
speisungen aus EE-Anlagen betrachtet. Es ergeben sich massive Auswirkungen auf
die stationäre Sicherheitsmarge, die insbesondere von den Netzstationen abhängen,
an denen die Erzeugungsstruktur verändert wird. Wegen der Verbrauchszentren in
der zentralen Region ist eine Erhöhung der Einspeisung an Netzstationen in der
nördlichen Region nur für geringe Einspeiseleistungen möglich, da dies die überre-
gionalen Leistungsflüsse stark erhöht. Demgegenüber bewirkt eine Erhöhung der
Einspeisung an Netzstationen in der zentralen Region eine signifikante Reduktion
der überregionalen Leistungsflüsse, da eine ortsnahe Deckung der Verbraucherlasten
erzielt wird. Dies bewirkt deutliche Verbesserungen für die stationäre Sicherheits-
marge. Aus dem Vergleich beider Netzstrukturen lässt sich darüber hinaus ableiten,
dass der Einfluss der Erzeugungsstruktur gegenüber dem Einfluss der Netzstruk-
tur dominiert. Insbesondere die regionale Verteilung der leistungseinspeisenden
Anlagen ist relevant für die stationäre Sicherheitsgrenze.
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Zur Erweiterung der Analyse einer geänderten Erzeugungsstruktur wurde in Ab-
schnitt 5.5 die Untersuchung für die nördlichen Leistungseinspeisungen um eine
VSC-HGÜ in Nord-Süd-Richtung ergänzt. Damit lassen sich an den nördlichen Netz-
stationen deutliche Steigerungen der Einspeiseleistungen realisieren. Diese fallen
umso größer aus, je ausgedehnter die untersuchte Netzstruktur ist. Dies entspricht
der wesentlichen Charakteristik der Leistungsübertragung mit Gleichstromtechnolo-
gie: Diese vermeidet einen Blindleistungsbedarf entlang der Übertragungsstrecke.
Somit lassen sich regionale Ungleichverteilungen in der Erzeugungsstruktur besser
ausgleichen, als mit zusätzlicher Leistungsübertragung in Drehstromtechnologie.

5.6.2 Zusammenfassung der untersuchten relativen Kriterien

Für die Bewertung der stationären Übertragungsaufgabe wurden bereits einleitend
relative Kriterien bestimmt. Diese werden im Rahmen der stationären Sicherheitsbe-
wertung überprüft und bilden die Grundlage für die Untersuchung der einzelnen
Einflussfaktoren auf die stationäre Übertragungsaufgabe. Nachfolgend sind die
gewonnenen Erkenntnisse für die einzelnen Kriterien zusammengefasst.

Stromtragfähigkeit: Das Kriterium der thermischen Stromtragfähigkeiten ist eng
verknüpft mit dem Auftreten von Netzengpässen, die wesentlich durch die
Erzeugungs- und Laststruktur bestimmt werden. Im Rahmen der Untersu-
chungen zur Netzstruktur kann keine wesentliche Limitierung durch dieses
Kriterium konstatiert werden. Eine Einschränkung ist bei der Untersuchung
zur Erzeugungsstruktur feststellbar, bewegt sich aber im unkritischen Bereich.
Die Verbraucherlaststruktur wurde allerdings auch keiner Sensitivitätsana-
lyse unterzogen. In Bezug auf die thermischen Stromtragfähigkeiten lassen
sich im Testsystem keine signifikanten Probleme mit Netzengpässen feststel-
len. Dies resultiert auch daraus, dass z.B. die Knotenspannungen kritischer
sind. Probleme mit den Stromtragfähigkeiten der leistungsübertragenden
Betriebsmittel treten eher bei kurzen Leitungslängen auf, die in Bezug auf
die Spannungshaltung wiederum eher unkritisch sind.

Spannungsbetrag: Das Kriterium der Einhaltung des Spannungstoleranzbandes
durch die Knotenspannungen ist eng korreliert mit der Wahrung der Blindleis-
tungsbilanz. Diese stellt für die Knotenspannungen ein lokales Kriterium dar,
da Blindleistung bedingt aus den notwendigen Unterschieden in den Knoten-
spannungen nicht über weite Entfernungen übertragen werden kann. Für eine
derartige Übertragungsaufgabe müssen ausreichend dimensionierte Blind-
leistungsquellen vorgehalten werden. Die vorgenommenen Untersuchungen
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haben aufgezeigt, dass lokale Defizite in der Blindleistungsbilanz, etwa ver-
ursacht durch Lastbezüge der Verbraucherlasten auch gut lokal kompensiert
werden können. Demgegenüber ist der Blindleistungsbedarf infolge einer
weiträumigen Leistungsübertragung nicht ausreichend lokal zu kompensieren
und wirkt sich negativ auf die Spannungsstabilität aus.

Spannungswinkel: Wie bereits einleitend beschrieben wurde, korreliert die Ausprä-
gung der Spannungswinkel eng mit der Ausgestaltung der Netzstruktur. Dies
kann auch in den vorigen Untersuchungen beobachtet werden, in denen die
maximal zugelassene Spannungswinkeldifferenz insbesondere für längere
Netzstrukturen einschränkend wirkt. Für kürzere Netzstrukturen lassen sich
folglich keine Limitierungen identifizieren.

Spannungsstabilität: Im Rahmen der vorgestellten Untersuchungen ist die Langzeit-
Spannungsstabilität in der Mehrzahl der betrachteten Fälle das limitierende
Kriterium, wobei das Testsystem explizit für derartige Untersuchungen er-
stellt wurde. Das Kriterium ist eng korreliert mit der Einhaltung der zulässi-
gen Spannungstoleranzbänder. Die Spannungsstabilität als unkontrolliertes
Absinken der Knotenspannungen wird aber maßgeblich von den Blindleis-
tungsverlusten weiträumiger Leistungsübertragungen in der Netzstruktur
beeinflusst. Insbesondere stufbare Transformatoren haben einen erheblichen
Einfluss, wenn diese durch Stufungen unterlagerte Spannungsebenen ent-
lasten und die überlagerte Spannungsebene stärker belasten. Im Zuge der
Untersuchungen hat sich weiterhin gezeigt, dass insbesondere VSC-HGÜ
im Rahmen einer weiträumigen Leistungsübertragung einen weiträumigen
Blindleistungsbedarf vermeiden können. Dies hat positive Auswirkungen auf
die Spannungsstabilität.

Rotorwinkelstabilität: Im Rahmen der Untersuchungen wurden die Parameter der
Regelungseinrichtungen aus der Literatur übernommen. Es ließen sich für
die Rotorwinkelstabilität keine kritischen Limitierungen feststellen. Die be-
obachteten Verletzungen des Kriteriums resultierten wesentlich aus einer
unzureichenden Dämpfung lokaler Moden einzelner Synchrongeneratoren,
die hoch ausgelastet sind. Die Verletzungen des Kriteriums sind nicht limitie-
rend, da andere relative Kriterien die stationäre Zulässigkeit bereits zuvor
einschränkten. Kritische Situationen der Rotorwinkelstabilität resultieren
auch gemäß der Auswertung realer Fälle in Abschnitt 1.2 insbesondere im
Falle nicht-optimal gewählter Regelparameter. Dies wird im Rahmen dieser
Arbeit nicht untersucht.
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6 Abschluss der Arbeit
Das vorliegende letzte Kapitel dient dazu, die gewonnenen Erkenntnisse zusam-
menzufassen und einen Ausblick auf nachfolgende Forschungsfragen zu geben.
Dazu wird in Abschnitt 6.1 zunächst ein Resümee der Arbeit gezogen. Insbesondere
beinhaltet dies ein Fazit zum eingangs abgeleiteten Ziel der Arbeit. Abschnitt 6.2
beschreibt einen Ausblick auf nachfolgende Forschungsfragen.

6.1 Fazit

Die stationäre Übertragungsaufgabe im elektrischen Energieversorgungssystem er-
gibt sich aus der Kombination von Leistungserzeugung, Leistungsübertragung bzw.
-verteilung und Leistungsverbrauch. Sie resultiert in einen stationären Arbeitspunkt
als initialen Gleichgewichtszustand des Systems, sofern sie unter den vorgegebe-
nen Umständen realisierbar ist. Im Sinne der Wahrung der Versorgungssicherheit
ist es geboten, im elektrischen Energieversorgungssystem jederzeit sowohl eine
zulässige als auch eine gegenüber Störungen widerstandsfähige Übertragung zu
gewährleisten. Diese Anforderung resultiert umso stärker, da das elektrische Ener-
gieversorgungssystem und damit die zu realisierenden Übertragungsaufgaben durch
die Energiewende einem langfristigen Transformationsprozess ausgesetzt sind. Wie
in Kapitel 1 beschrieben, greift dieser Transformationsprozess massiv in die Struktur
des elektrischen Energieversorgungssystems ein und verändert diese.

Daraus leitet sich die Zielsetzung der vorliegenden Dissertation ab. Auch für
die sich ändernden Übertragungsaufgaben muss die stationäre Zulässigkeit wie
die statische Stabilität gewahrt bleiben. Hierfür ist die Kenntnis der Sensitivitäten
vorteilhaft, welche die Struktur des Übertragungsnetzes, der Erzeugungsanlagen
oder der Verbraucherlasten umfassen. Die Zielsetzung der Arbeit besteht in der
Analyse der Auswirkung verschiedener struktureller Änderungen der Übertragungs-
aufgabe auf die stationäre Zulässigkeit wie auch statischen Stabilität gegenüber
Störungen. Dies impliziert die Ableitung von Faktoren, die die Realisierbarkeit der
Übertragungsaufgabe begrenzen.

In Kapitel 2 wird die hierarchische Struktur des elektrischen Energieversorgungs-
systems beleuchtet. Diese besteht in der Regel aus mehreren Spannungsebenen,
die die verschiedenen Betriebsmittel zur Leistungseinspeisung, Leistungsübertra-
gung bzw. -verteilung und schließlich Leistungsentnahme strukturiert miteinander
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verschalten. Aus den jeweiligen technologischen Charakteristiken folgen multiple
Einflussfaktoren auf die Ausgestaltung der Übertragungsaufgabe. Insbesondere
sind im Rahmen der Arbeit dafür Synchrongeneratoren und leistungselektronische
Umrichter relevant.

Aufbauend auf den zuvor beschriebenen Technologien wird in Kapitel 3 die aus
der Übertragungsaufgabe folgende Ausprägung des stationären Arbeitspunktes als
initialen Gleichgewichtszustand analysiert. Dieser Gleichgewichtszustand stellt sich
ein, wenn Wirk- und Blindleistungsbilanz des Gesamtsystems ausgeglichen sind.
Für beide Leistungsbilanzen gibt es verschiedene Einflussfaktoren, die in gewissen
Rahmen eine Steuerung der notwendigen Saldierung erlauben. Der sich ergebende
Gleichgewichtszustand muss darüber hinaus technisch zulässig wie stabil gegenüber
Störungen sein. Die vorliegende Arbeit konzentriert sich auf die Betrachtung von
Störungen im Kleinsignalbereich.

Der stationäre Arbeitspunkt als Ergebnis der jeweiligen Übertragungsaufgabe
muss zur Bewertung der verschiedenen Einflussfaktoren mathematisch beschrieben
werden. Aus diesem Grund wird in Kapitel 4 zunächst das differential-algebraische
Gleichungssystem eingeführt, welches die Berechnung des initialen Gleichgewichts-
zustandes erlaubt. Dieser Gleichgewichtszustand ist mittels relativer Kriterien hin-
sichtlich der Zulässigkeit und Stabilität bewertbar. Diese Kriterien stellen allerdings
kein absolutes Maß zur Bewertung des stationären Arbeitspunktes und seines Verhal-
tens gegenüber unzulässigen Auslenkungen des initialen Gleichgewichtszustandes
dar. Aus diesem Grund wird die stationäre Sicherheitsberechnung als zentrale Me-
thodik der Arbeit eingeführt. Diese lenkt den initialen Gleichgewichtszustand durch
eine Erhöhung der Systemauslastung sukzessive weiter aus und erlaubt so die Ablei-
tung der stationären Sicherheitsmarge, in deren Rahmen der ausgelenkte stationäre
Arbeitspunkt auch weiterhin stationär zulässig wie statisch stabil ist.

In Kapitel 5 werden mithilfe dieser stationären Sicherheitsbewertung verschiedene
Einflussfaktoren auf die stationäre Übertragungsaufgabe ausgewertet. Die Einfluss-
faktoren betreffen wesentlich die Netz- und Erzeugungsstruktur. Beginnend mit der
Netzstruktur als topologisch ausgedehnte Verschaltung der leistungsübertragenden
Betriebsmittel in Abschnitt 5.2 ergibt sich ein erheblicher Einfluss auf die stationäre
Sicherheitsmarge. Diese fällt umso kleiner aus, je extremer die Ausdehnung der
Netzstruktur ist. Diese Reduktion bedingt sich aus zunehmenden Problemen mit der
Blindleistungsbilanz, die allerdings in gewissen Rahmen gemäß Abschnitt 5.3 lokal
beherrscht werden können.

In zwei weiteren Untersuchungen wird in Abschnitt 5.4 die Erzeugungsstruktur
durch die Einbringung von umrichterbasierter Erzeugungsleistung, etwa durch Leis-
tungseinspeisungen von Offshore-Windenergieanlagen, betrachtet. Diese können
an unterschiedlichen Netzstationen im System angebunden werden. Werden diese
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an Netzstationen eingebunden, die weit entfernt von den Verbrauchszentren liegen,
ergeben sich daraus ohne Berücksichtigung von VSC-HGÜ weiträumige Leistungs-
flüsse, die im Drehstromsystem beherrscht werden müssen. Dies verringert die
stationäre Sicherheitsmarge und limitiert so die Einspeiseleistung an den entfern-
ten Netzstationen signifikant. Demgegenüber erlaubt eine Implementierung der
umrichterbasierten Leistungseinspeisungen nahe den Verbrauchszentren massive
Zugewinne der zulässigen Einspeiseleistung, da sich die stationäre Sicherheitsmarge
stark verbessern lässt. Wird wie in Abschnitt 5.5 betrachtet für die Realisierung
der entfernten Leistungseinspeisung eine Erweiterung der Netzstruktur in Form
VSC-HGÜ verwendet, so lassen sich durch die gewonnene Flexibilität der Leis-
tungsübertragung signifikante Erhöhungen der stationären Sicherheitsmarge und
daraus der entfernten Leistungseinspeisung realisieren. Dies verdeutlicht die Bedeu-
tung, die der Einsatz von Gleichstromtechnologie für die Realisierung zukünftiger
Übertragungsaufgaben hat.

Übergeordnet lassen sich aus den hier gewonnenen Erkenntnissen mehrere
Schlussfolgerungen ableiten. Das Nordic32-Testsystem bildet das Übertragungs-
netz der nordeuropäischen Länder ab. Es weist eine recht große Ausdehnung auf,
die für das kürzer und gleichmäßiger ausgestaltete deutsche Übertragungsnetz nicht
vorhanden ist. Hieraus folgt der Mehrwert der eingeführten Methodik: Durch die
Variation der Netzstruktur werden unterschiedliche Netzstrukturen vergleichbar
gemacht und erlauben die Ableitung vergleichbarer Schlussfolgerungen zu den die
Übertragungsaufgabe limitierenden Kriterien. Bestehen in der langgezogenen Struk-
tur des Nordic32-Testsystems vor allem Probleme bei der Spannungsstabilität, ließen
sich bei einer vergleichbaren Untersuchung für das deutsche System eher Probleme
aufgrund der Erzeugungs- und Verbraucherlaststrukturen festhalten, die durch die
thermischen Stromtragfähigkeiten verursacht werden. Durch den Netzausbau über
die Errichtung neuer Leitungen folgen darüber hinaus positive Auswirkungen auf die
stationäre Sicherheitsmarge, da dieser Netzausbau die Netzimpedanz verkleinert.

Die Variation der Erzeugungsstruktur stellt weiterhin ein realistisches Szenario
für zukünftige Übertragungsaufgaben dar. Es ergeben sich zunehmend weiträumige-
re Leistungsübertragungen, die einen zeitlich parallel stattfindenden Netzausbau
zumindest teilweise entgegenstehen können. Anhand der Ergebnisse wurde ab-
geleitet, dass der Erzeugungsstruktur eine erhebliche Bedeutung auch gegenüber
der Netzstruktur zukommt. Vor diesem Hintergrund folgt auch die Notwendigkeit,
die resultierende Erzeugungsstruktur noch stärker gesamtheitlich zu betrachten.
Wurde bisher von den Übertragungsnetzbetreibern hauptsächlich eine Netzentwick-
lungsplanung durchgeführt, wird sich dies zukünftig zu einer gesamtheitlichen
Systementwicklungsplanung mit einem stärkeren Fokus auf die Erzeugungsstruktur
ändern.
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6.2 Ausblick

Die durchgeführten Untersuchungen waren in mehrerlei Hinsicht auf die zu Beginn
der Arbeit eingeführte Fragestellung beschränkt. Aus den Erkenntnissen ergeben
sich zahlreiche offene Forschungsfragen. Diese werden hier als Ausblick kurz zusam-
mengefasst.

Die angeführten strukturellen Einflussfaktoren auf die Übertragungsaufgabe wur-
den zum einen hinsichtlich der Netzstruktur als Ausprägung vorhandener Leitungs-
längen im Netzmodell quantifizierbar gemacht. Zum anderen wurde beim Zubau von
Kompensationsanlagen bzw. Erzeugungsanlagen die jeweilige Bemessungsleistung
als quantitativer Faktor genutzt. In den Untersuchungen zeigte sich eine erhebliche
Bedeutung der jeweils unterschiedlichen regionalen Verteilungen. Aus der Literatur
ist keine explizite Kenngröße bekannt, die eben diese regionale Verteilung bestimm-
ter Charakteristiken quantifiziert darstellt. Beispielhaft weist ein System mit einem
Synchrongenerator der Bemessungsleistung SrG = 1GVA an einer Netzstation ein
anderes Verhalten auf, als ein System mit zehn Synchrongeneratoren der Bemes-
sungsleistung SrG = 0,1 GVA an verteilten Netzstationen. Generell erscheinen dafür
Verfahren aus der Statistik bzw. Stochastik denkbar, um so zwischen gleichmäßigen
auf der einen und stark einseitigen Verteilungen auf der anderen Seite unterscheiden
und ihren Einfluss quantifiziert abbilden zu können.

Die analysierten Einflussfaktoren auf die Ausgestaltung zukünftiger Übertragungs-
aufgaben wurden monothematisch auf ihre Sensitivität analysiert, wonach insbeson-
dere wechselseitige Abhängigkeiten zwischen den Einflussfaktoren nur schwerlich
zu adressieren sind. Diese dezidierte Ableitung von Schlussfolgerungen bildet die
Wechselwirkungen zwischen den Einflussfaktoren nicht vollständig ab. Damit ver-
bleibt die Forschungsfrage, diese Wechselwirkungen weitergehend zu betrachten.
Dies könnte über die Durchführung von Monte-Carlo-Simulationen aus dem Gebiet
der Stochastik erfolgen.

Die Untersuchungen wurden basierend auf einem Benchmarknetz durchgeführt,
welches explizit auf Übertragungsnetzstrukturen fokussiert ist. Zukünftig werden die
unterlagerten Verteilungsnetzstrukturen zunehmend Bedeutung erlangen, da in die-
sen neben den Verbraucherlasten der Großteil der Anlagen zur Stromerzeugung aus
Erneuerbaren Energien lokalisiert ist. Somit verbleibt als Forschungsfrage, wie die
zum Teil sehr unterschiedlich ausgeprägten Verteilungsnetzstrukturen noch genauer
und damit besser in Studien und Untersuchungen zum Übertragungsnetz berück-
sichtigt werden können. Möglicherweise könnten hier Approximationsverfahren
zum Einsatz kommen, die den Einfluss abschätzen.

Im elektrischen Energieversorgungssystem werden darüber hinaus zukünftig
innovative Technologien und Betriebsführungskonzepte zum Einsatz kommen. VSC-
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HGÜ können beispielsweise vermascht betrieben werden. Darüber hinaus werden
auch im Übertragungsnetz zunehmend Optimierungsalgorithmen eingesetzt. Hierbei
wird die Nutzung der dadurch entstehenden Freiheitsgrade zunehmend wichtiger,
um die Realisierbarkeit der jeweiligen Übertragungsaufgaben gewährleisten zu
können. Die Untersuchung der daraus folgenden sehr weitreichenden Auswirkungen
verbleibt als größeres Forschungsgebiet.

Zu guter Letzt bezieht sich die Zielsetzung der Arbeit ausschließlich auf stationäre
Fragestellungen, wonach insbesondere Großsignalstörungen nicht betrachtet wer-
den. Aus diesen ergeben sich allerdings weitergehende herausfordernde Aspekte für
zukünftige Untersuchungen. Dynamische Phänomene, die durch Großsignalstörun-
gen hervorgerufen werden, können weitergehende Einschränkungen bestehender
Übertragungsaufgaben bestimmen. Diese können ähnlich wie im Rahmen der Arbeit
für stationäre Analysen durchgeführt in den Kontext struktureller Parameter gesetzt
werden, um darüber verschiedene Netzstrukturen vergleichbar zu machen.
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B Detailauswertungen

B.1 Detailergebnisse zu Abschnitt 5.2

Tabelle B.1.: Resultierende Leitungslängen bei Variation der Netzstruktur mit Län-
genfaktor αLtg und Verzerrungsexponent βLtg

αLtg βLtg `‡‡
min `‡‡

max `‡‡
/O

0 1 1 21,1 km 136, 1km 640km 166,5 km

A 0,1 0 16,7 km 16, 7km 16,7 km 16, 7km

B 0,1 2,8 0,1 km 9, 5km 722,2 km 44, 1km

C 0,35 0 50 km 50km 50km 50 km

D 1,2 1 25,4 km 163, 3km 768km 199, 8km

E 0,25 1 5,3 km 34km 160km 41, 6km

F 0,3 1 6,3 km 40, 8km 192km 50 km

G 0,5 0,1 67,7 km 81, 6km 95,3 km 81, 1km

H 0,5 1 10,6 km 68, 1km 320km 83, 3km

I 0,5 2,3 0,7 km 52, 4km 1.841,9 km 155, 2km
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Abbildung B.1.: Einfluss der Netzstruktur auf ΓUmax
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Abbildung B.2.: Einfluss der Netzstruktur auf ΓUmin
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Abbildung B.3.: Einfluss der Netzstruktur auf ΓIth
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Abbildung B.4.: Einfluss der Netzstruktur auf ΓΘ90
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Abbildung B.7.: Detailauswertung der stationären Sicherheitsbewertung für Fall E
(αLtg = 0,25, βLtg = 1) und erweitertem Stellbereich der
Transformator-Stufenschalter

xxvi B. Detailauswertungen



0 100 200
0,8

0,9

1

NSt 2
NSt 1042
NSt 47
NSt 4047

γ in MVA

U
N

St
in

pu

(a) Spannungsverlauf kritische NSt

0 100 200

1

1,05

1,1 Tr. 2-1042
Tr. 47-4047

γ in MVA

$

(b) Stufungen kritischer Transformator

0

12
5

21
9

34
5

44
4

0,8

0,9

1

γ in MVA

U
N

St
in

pu

(c) Boxplot Spannungen

0

12
5

21
9

34
5

44
4

0

0,5

1

γ in MVA

I Z
w

in
pu

(d) Boxplot Ströme

−3 −2
0

1

2

3

σdyn in 1/s

f d
yn

in
H

z

Kritische
Dämpfung

(e) Eigenwerte Rotorwinkelstabilität

0 100 200
0

5

10

15

20

0

100

200

450

γ in MVA

R
e(
λ

LF
)

in
pu

γ
in

M
VA

(f) Eigenwerte Spannungsstabilität

Abbildung B.8.: Detailauswertung der stationären Sicherheitsbewertung für Fall F
(αLtg = 0,3, βLtg = 1)
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Abbildung B.9.: Detailauswertung der stationären Sicherheitsbewertung für Fall F
(αLtg = 0,3, βLtg = 1) und Blockierung der Transformatoren vor
divergenter Schaltung
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Abbildung B.10.: Detailauswertung der stationären Sicherheitsbewertung für Fall G
(αLtg = 0,5, βLtg = 0,1)
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Abbildung B.11.: Detailauswertung der stationären Sicherheitsbewertung für Fall I
(αLtg = 0,5, βLtg = 2,3)
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B.2 Detailergebnisse zu Abschnitt 5.3

Tabelle B.2.: Kompensationsanlagen zur Sicherung der Konvergenz des Lastflusses

Initial Fall 0 Fall G Fall I

NSt 1022: Kapazitiv 50Mvar 0Mvar 0Mvar 0Mvar

NSt 1041: Kapazitiv 250Mvar 50Mvar 50Mvar 0Mvar

NSt 1043: Kapazitiv 200Mvar 50Mvar 50Mvar 0Mvar

NSt 1044: Kapazitiv 200Mvar 50Mvar 50Mvar 50Mvar

NSt 1045: Kapazitiv 200Mvar 50Mvar 50Mvar 200Mvar

NSt 4012: Induktiv 100Mvar 0Mvar 0Mvar 0Mvar

NSt 4041: Kapazitiv 200Mvar 0Mvar 50Mvar 100Mvar

NSt 4043: Kapazitiv 200Mvar 50Mvar 100Mvar 150Mvar

NSt 4046: Kapazitiv 100Mvar 50Mvar 50Mvar 100Mvar

NSt 4051: Kapazitiv 100Mvar 0Mvar 100Mvar 100Mvar

NSt 4071: Induktiv 400Mvar 50Mvar 0Mvar 0Mvar
∑

QKomp,Kap 1.500Mvar 300Mvar 500Mvar 700Mvar
∑

QKomp,Ind 500Mvar 50Mvar 0Mvar 0Mvar
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Abbildung B.12.: Detailauswertung der stationären Sicherheitsbewertung für Fall 0
(αLtg = 1, βLtg = 1) und Zubau von∆QKomp = 1Gvar
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Abbildung B.13.: Detailauswertung der stationären Sicherheitsbewertung für Fall 0
(αLtg = 1, βLtg = 1) und Zubau von∆QKomp = 6Gvar
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(a) Zubau von ∆QKomp = 1Gvar
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Abbildung B.14.: Verteilung Kompensationsanlagen Fall 0 (αLtg = 1, βLtg = 1)
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Abbildung B.15.: Verteilung Kompensationsanlagen Fall G (αLtg = 0,5, βLtg = 0,1)
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(a) Zubau von ∆QKomp = 1Gvar
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Abbildung B.16.: Verteilung Kompensationsanlagen Fall I (αLtg = 0,5, βLtg = 2,3 )
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B.3 Detailergebnisse zu Abschnitt 5.4
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Abbildung B.17.: Detailauswertung der stationären Sicherheitsbewertung für Fall 0
(αLtg = 1, βLtg = 1) und südlicher Einspeisung von PEE = 5,5 GW
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