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Abstract

This paper explains the provisions of the network code in the Commission Regulation (EU)
2016/631, known as Network Code Requirements for Generators, and identifies technical and legal
conditions related to its implementation at the national level. It specifies, for example, possible
concepts of the LFSM automatic control application in the power system defence plan. Based on
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1. Introduction

The Commission Regulation (EU) 2016/631 of 14/04/2016 estab-

lishing a network code on requirements for grid connection of

generators [1], at its drafting stage was also known as Network

Code Requirements for Generators (NC RfG). It was developed

in the European Union under the Regulation (EC) No. 714/2009

of the European Parliament and of the Council of 13 July 2009 on

conditions for access to the network for cross-border exchanges in
electricity, published on April 27, 2016 and entered into force on

May 17, 2016. A 36-month transition period was foreseen in its

application:

« the first two years for the adaptation of transmission system
operators (TSOs) and distribution system operators (DSOs) to
the new regulations, including in particular the development
of requirements of general application within the compe-
tences assigned to them by NC RfG

- another year was for the adaptation of generators to the
implement ion of new NC RfG-compliant products.

The NC RfG network code specifies technical requirements for

generators so called Power Generating Module (PGM), and also

standardizes at the European level the connection process of
new generators to the National Power System, in particular to
the extent of:
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+ process of verification of the newly connected generators
fulfilment of requirements

« rules of performance and requirements of the object and
model tests

- use of certificates issued by authorized certification bodies
accredited by the respective national affiliate (in Poland: Polish
Centre for Accreditation) as part of The European cooperation
for Accreditation established pursuant to the Regulation of the
European Parliament and of the Council (EC) No. 765/2008 in the
process of verification of the fulfilment of requirements

- for units’ connection to the power system

« granting exceptions to the NC RfG requirements (derogations).

2. Basic tasks of national implementation
Considering the wide range of issues regulated by the NC RfG
network code, which after the transitional period will have abso-
lute force and precedence over national regulations, the imple-
mentation of this regulation at the national level is a challenge
for entities in the power sector, in particular forTSOs and DSOs, as
well as for manufacturers of generating units’main components,
who must adjust their specifications to new requirements.

The ambitious goals of the European Union’s energy policy and
dynamic development of renewable energy sources that use
wind energy and solar energy (PV) as the primary energy, in
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Fig. 2. Generation breakdown under ENTSOE (2015)

particular in the Western European countries, definitely trans-

form the generation structure by increasing the share of small

renewable sources in the energy mix. In 2015, under ENTSOE [3]:

« PVfarms'outputincreased by 6%, and the output in Germany,
Italy and Spain totalled to 71% of the overall solar electricity
generated under ENTSOE

- wind farms’ output increased by over 24%, and the output in
Germany, Spain and the United Kingdom totalled to 57% of
the overall wind electricity generated under ENTSOE.

3. Setting capacity thresholds

The requirements set in the NC RfG network code apply, in
principle, to new system users who, by default, have or will
have a significant impact on the system operation. This results
not so much from the NC RfG provisions, but directly from the
Framework Guidelines on Electricity Grid Connections [2], published
on 20 June 2011 by ACER, which defined the substantive scope

of the RfG NC and introduced the notion of a significant grid user.
“Significant system user — an existing or new grid user who is
considered significant based on the impact thereof on the inter-
system cooperation through the impact on power supply safety,
including the provision of ancillary services"

RES sources installed in MV and LV grids — including household
micro-plants, which individually are not perceived as significant
for the power system’s operation safety — at mass occurrence
constitute a serious threat to the entire power system. From the
system security and frequency stability perspective, there is no
difference between the outage of one 1,000 MW thermal unit
and of 100,000 small 10 kW household plants.

For these reasons, in view of the RES generation’s increasing
impact on the system operation safety, the NC RfG code recog-
nises as “significant grid users” the Power Generating Modules
(PGM) with the maximum capacity (in the Polish Transmission
Grid Code IRIESP “net maximum capacity”) 0.8 kW. Depending on
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the maximum capacity and voltage at the connection point, the

power generating modules units were divided into four types - A,

B, C, D. Additionally, the requirements were classified depending

on the generating module’s grid connection:

« synchronous, typical for conventional power plants and
combined heat and power plants, so called synchronous
Power Generating Modules (SY PGM), and

« non-synchronous, through power electronic converter
systems, typical for the wind and solar energy- based RES
sources, so called Power Park Module (PPM).

Any A-type generating module must meet the basic require-
ments for the ability to stay in operation at frequency deviations.
The aim is to minimize the risk of simultaneous outage of such
generating sources even at small frequency disturbances. For
larger generating modules, for subsequent types of modules,
the scope of requirements increases and exacerbates. In view
of the diversity of generation structures in individual countries
covered by this network code, the capacity power thresholds
have been differentiated and defined for each synchronous area
individually.

The capacity thresholds specify the maximum capacities, which,

as part of the national implementation, are to be determined in

accordance with Art. 5, Par. 3 NC RfG, according to the NPS'needs
by the relevant TSO.

4. General application requirements
The NC RfG network code defines technical and organiza-
tional requirements for PGMs, in principle new (Art. 3, Par. 1)
and upgraded C and D type modules (Art. 4, Par. 1 (a)), with the
option to extend their application pursuant to and on the terms
and conditions provided for in the NC RfG to existing modules
(Art. 4, Par. 3). The technical requirements specified in the NC RfG
for generating modules are not differentiated depending on the
generation technology, but have been grouped into four catego-
ries, taking into account their grid connections, i.e. the require-
ments for:
- all generating modules, regardless of the generation tech-
nology and grid connection (according to NC RfG naming
convention: PGM)
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+ generating modules connected synchronously to the grid (SY PGM)

« generating modules connected to the grid through power
electronic systems (PPM)

. offshore farms, excluding offshore farms with a DC connec-
tion, which are covered by the requirements of a separate
Network Code (HVDC NC).

The technical requirements specified in NC RfG for generating

modaules units from the point of view of their implementation

at the national level have different character and can be classi-
fied as:

- exhaustive requirements i.e. defined in a comprehensive
manner, which do not require further detailing at the national
level, absolutely binding

« non-exhaustive requirements absolutely binding, but which
must be detailed at the national level within to the extent and
under the terms and conditions specified in NC RfG

- optional requirements that a TSO and/or DSO has the right to
apply, but should detail them before applying, as at the NC
RfG level they are usually incomplete

+  project-specific requirements, which may be either absolutely
binding or optional, but need to be separately detailed for
each project prior to their application.

The other main task, after defining the capacity thresholds for

B, C and D type modules, in the scope of the NC RfG national

implementation, is the development of detailed technical

requirements within the incomplete requirements’ scope, while
resolving:

- which optional requirements should be adopted at the
national level and treated as binding

« which non-exhaustive requirements are project-specific and,
as a rule, should not be considered as standardized require-
ment for general application.

The requirements of general application and capacity thresholds

for B, Cand D type generating modules are to be developed respec-

tively by the TSO and the TSO/DSO, ensuring transparency of the
whole process, in the operator’s responsibility for the system safety

(Art. 7, Par. 3) in up to two years after the NC RfG entry into force

and they will be subject to approval by the URE Energy Regulatory

Office (Art. 7, Par. 4).

Synchronous Max. capacity =~ Max. capacity  Max. capacity

Area for type B for type C for type D

C o] 1| MW 50 MW 75 MW

Europe

Nordic 1 MW 50 MW 75 MW

Dnited 1.5 MW 10 MW 30 MW

Kingdom

Ireland 0.1 MW 5 MW 10 MW

Baltic 0.5 MW 10 MW 15 MW

and and or

<110kV <110kV = 110kV

Fig. 3. Power generating modules defined in NC RfG
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5. Key technical requirements

5.1. Power and frequency control

One of the most important technical issues, important to ensure
the power system’s proper operation, is the system frequency
controllability’s maintenance in the normal and disturbed
states of its operation. So far, these issues have been regulated
at the level of the continental Europe’s synchronous system by
provisions of Operational Handbook, Policy 1 (normal state) and
Policy 5 (disturbed state). It should be noted that the Operational
Handbook provisions — as opposed to network codes — haven't
been and still are not absolutely binding. TSOs" adherence to it
was voluntary and they became binding pursuant to provisions
of a multilateral interconnection agreement. The Operational
Handbook did not directly specify module capacities, but the
requirements for each regulatory area that indirectly extended
to requirements for generating modules. In this context, the
Operational Handbook’s equivalent will be the new European
regulation Operational guideline on electricity transmission system
operation (SO GL), which defines the requirements for regulatory
areas and indirectly the principles of generating module capacity
utilisation in the process of system regulation and balancing, as
set out in the NC RfG network code.

NC RfG specifies the system frequency control requirements
with regard to primary and secondary regulation (in the NC RfG
naming convention: FSM and FRC, respectively). Different than in
relevant existing standards, the obligation to have these capabili-
ties has been extended to renewable sources (PPM), new auto-
matic frequency controls have been additionally defined at large
frequency deviations LFSM), and TSOs have been authorised to
require the artificially inertia capability from the PPMs (by default
in areas with a very high share of sources with non-synchronous
grid connections) [7].

FSM control - so far called primary regulation, required from
all C and D type generating modules, under which the hot
reserve capacity is activated, immediately or with a time delay
agreed with the TSO, up to 30 seconds, as per a pre-set static

Artificial
PGM type LFSM-O LFSM-U inertia*
A X
B X
C X
L D X X X X X )

*) optional requirement

Tab. 1. Frequency stability - list of PGM capabilities required by NC RfG

characteristic in a function of locally measured frequency.
Its detailed static and dynamic parameters are subject to the
national implementation.
LFSM control - it is the ability of power modules to adjust the
active power output in response to frequency change, as per a
pre-set static characteristics P = f(f). Dynamic parameters of the
active power responses to frequency changes have not been
regulated. In practice, LFSM consists in abandoning generating
modules’ power control and switching to frequency control. In
the NC RfG this requirement has been defined separately for
two states:
. frequency increase above a predefined threshold, i.e. Limited
Frequency Sensetive Mode - Overfrequency (LFSM-O)
- frequency decrease below a predefined threshold, i.e. Limited
Frequency Sensetive Mode — Underfrequency (LFSM-U).
Detailed static and dynamic parameters of this regulation are to
be coordinated between TSOs and are subject to the national NC
RfG implementation.
Artificial inertia - the desired regulatory effect in the power
system, i.e. changed system frequency response to a power
balance disruption, can be obtained by introducing into the
control systems of sources (e.g. wind farms) an additional control
system. This is an optional requirement applicable only to PPMs,
which, different than synchronously connected machines, do not
have this inherent feature. Artificial inertia is supposed to result
in a very fast, dynamic increase of active power in order to limit
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the rate of frequency changes RoCoF) and consequently reduce
the dynamic frequency deviation. This requirement is critical in
systems very highly saturated with converter systems (wind and
PV generation, HVDC connections).

5.2. PPM behaviour in case of short circuit

As in the case of artificial inertia, proper PPM behaviour during
a short circuit and immediately after its elimination is particu-
larly important for systems with high saturation of wind and PV
sources, based on connections and interconnections via power
electronic converter systems. Proper behaviour during short
circuits of the PPMs connected to a transmission or distribu-
tion grid is crucial for maintaining the system safety in terms
of their participation in short circuit detection, maintaining
voltage during a short circuit and its post-short circuit restora-
tion, so called fast fault current injection, and ensuring frequency
stability by quick post-short circuit active power recovery, is
particularly important in small systems. These functionalities can
only be ensured if the PPM has the basic ability to stay operable
during a short-circuit, so called Fault Ride Through (FRT).

6. LFS utilisation concept

The LFSM automatic control functionally corresponds to the
proportional speed controller (static governor RO(P)) which
by the Polish Transmission Grid Code (IRiESP) is required from
50 MW or larger conventional generating modules. Simplified
diagram of a typical turbine regulator with a static governor RO
(P) is shown in Fig. 5.

The wind farms connected to 110 kV grid have the functionality
specified for the LFSM-O automatic control, which in the case of
frequency increase in the NPS reduces the maximum output for
the specific wind conditions, after exceeding the threshold value
of 0.5 Hz, in accordance with the pre-set static characteristics.
With regard to conventional generating modules, the funda-
mental difference between the solution adopted in the RfG and
the Polish solutions is the level of frequency deviation, at which

Governor
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LFSM F
/RO(P)

o

d FEmmm—e
+ ;"" Power
P ref —e 3 3 controller
: T (P)
]
- P actual
1
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f N
A
B X X X
C X X X

L D X X X )

*) optional requirement only for PPMs which, different than synchronous machines, do not have
this inherent feature

Tab. 2. Short circuits in system — required PPM capabilities

the additional active power should be activated. As required by
the NCRfG, this threshold is in the range of +200-500 mHz, which
in practice means (with high probability) this control’s activation
at a large disturbance in the connected synchronous system,
but not resulting in system split. Whereas in its National Power
System defence strategy the TSO has adopted the threshold of
the RO (P) governor activation in thermal generating modules
at £1.30 Hz (with time delay), which will in practice occur after
the system split or after the NPS' transition to asynchronous
operation, or after a grid island’s separation. For wind farms the
output reduction intervention has been adopted in the current
defence strategy at a +0.50 Hz deviation, i.e. the RO(P) activation
in conventional modules. In the context of the entry into force of
the new European legal regulations, this strategy will have to be
revised and coordinated with other TSOs.

6.1. How to parameterize LFSM?

According to the NC RfG, capacity should be activated by LFSMin

accordance with the static characteristic, where:

« LFSM-U droop should be in the range of 2-12%, and

+ dead zone, after which additional capacity shall be automati-
cally activated, should be +200-500 mHz.

The LFSM-O and LFSM-U automatic controls are treated sepa-

rately, therefore the settings of this characteristic do not need to

e |

—

3+

Control signal for
turbine valves

v

L+
5

Manual
control

Fig. 5. Simplified diagram of typical turbine regulator with static governor RO (P), source: PSE
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be symmetrical, i.e. different droops and activation thresholds
are admitted at a frequency increase/decrease.

As mentioned earlier, the characteristics setting parameters
must be selected in cooperation with other TSOs in the same
synchronous system. Without such cooperation and coordina-
tion, the flows may rise dangerously and exceed the allowable
load carrying capacities, an example of which was a failure in 2006
resulting with the division into three subsystems. The subsystem
so separated, which included the Polish system, was characterized
by a surplus of output power. After the system split the frequency
in this area temporarily increased above the RO (P) governor

threshold £0.50 Hz which resulted in active power reduction. The
disturbance resulted in large power flows within the separated
subsystem including the Polish system (Fig. 7).

The power flow in the Polish-German lines increased from
ca. 730 MW (immediately before the disruption) to 900 MW
immediately after the division, and then as a result of more than
a two-fold increase in wind farms’ output to the German system,
the flow from Germany to Poland increased to dangerous level of
1990 MW. The generating modules in the Polish system capable
of the RO(P) control had abandoned power regulation, took
over the frequency control burden and automatically reduced

p
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k4 T
-

Fig. 6. Static LFSM-U and LFSM-O characteristics (combined)

HEEE

S 4

E:
a/\_/

Fig. 7. The 2006 failure - cross-system flows, source: PSE



their outputs. This support the frequency control in subsystem,

but resulted in local, dangerous overloads of grid elements

within the Polish National Power System and the lines across the

Polish-German border. With operative actions taken by the TSO

dispatching services this difficult situation was ultimately over-

come. The above example proves how important it is to develop

a common concept of LFSM control and to coordinate its settings

in such a large synchronous system as that of continental Europe.

At present, two main concepts of the LFSM static characteristics

parametrisation can be noticed within ENTSOE. Both of them

assume by default that capacity shall be activated by LFSM just
after the primary side regulation reserves (LFSM) are exhausted,

i.e. under the currently valid principles resulting from the

Policy 1 Operational Handbook, immediately after exceeding

the £200 mHz threshold, which - as assumed — will activate an

additional capacity in the undivided synchronous system.

In the first concept, the settings are considered from the perspec-

tive of an individual generating module and the modules’ equal

treatment. The goal under this concept is to ensure joint partici-
pation in each generating module’s regulation, regardless of the
regulatory area in which it is located:

« each generating module’s droop should be the same regard-
less of its location, e.g. 6%

- specification is not envisaged of the maximum allowable
LFSM activated capacity in a specific regulatory area (country).
From the generators’ perspective, their generating modules’
joint participation ensures participation in the LFSM and elim-
ination of large frequency disturbances, whereby:

« it carries the risk of grid elements’ overloading, of weak inter-
connections in particular, and

- does not ensure joint participation in the regulation of indi-
vidual regulatory areas. Regardless of the capacity under
LFSM control in each of the regulatory areas, the resultant
droop of each of them will vary, depending on the number of
new LFSM capable modules.

In the other concept, the settings are considered from the

perspective of a regulatory area, not a generating module. Under

this concept, the goal is to ensure joint participation in the requ-
lation of each regulatory area within the synchronous system, by
defining:

- allowable LFSM activated capacity in the entire synchronous
system - determination of the reference incident (AP e.g.
15,000 MW) — and then assigning the appropriate capacity
to be activated by LFSM to each regulatory area (APi e.g.
2,000 MW and for another regulatory area 4,000 MW), e.g. in
proportion to its size, measured by its demand

- maximum allowable quasi-stationary frequency deviation (Af)

«+ resultant droop for the synchronous system S, = N and

thus for each regulatory area ensuring the assumec( quasi-
stationary frequency deviation.
In such a case, the TSO in a regulatory area would be respon-
sible for determining the number of units capable of and
participating in the LFSM control, and for selecting the droop
settings (Sgen) of the module, taking into account their compo-
sition so that the aggregate capacity and resultant droop were
compliant with their settings for the whole regulatory area.
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For example, in simplified terms, let's assume that in a
500,000 MW synchronous system, 15,000 MW shall be poten-
tially LFSM-U activated, and no loss of this capacity should not
result in a quasi-stationary error over 0.3 Hz. For these param-
eters, the resultant system droop should be s, = % =20%

« in 19,000 MW regulatory area A, capacity APi = 2000 MW has
been allocated for LFSM activation In this case, to accom-
plish the required resultant droop Ss = 20%, the generating
module’s droop should be S, = w = 2%, Where
PLFSM is the sum of the rated powers of the LFSM participant
modules equal toAPi = 2,000 MW

« in 15,000 MW regulatory area B, capacity APi =3,000 MW has
been allocated for LFSM activation In this case, to accom-
plish the required resultant droop Ss = 20%, the generating
module’s droop should be S, = w = 4%, where
PLFSM is the sum of the rated powers of the LFSM participant
modules equal toAPi = 3,000 MW.

One principle can be derived - the greater the number of gener-
ating modules involved in frequency regulation, the higher
droop can be set for them to ensure the same overall system
droop. Therefore, the assumption that all generating modules’
droops should be the same for the purpose of equal treatment
is not justified.

The disadvantage of this concept is that the droop settings from

the generating modules’ perspective can be different and by

some stakeholders treated as unjust - why one module is oper-
ated with 2% droop and the another, identical in terms of gener-
ation technology and maximum capacity, with 4% droop? The
answer is simple and follows from the assumptions described
below, but to avoid such questions, time and resources should
be devoted to education and contact with stakeholders already

at the stage of new network codes’implementation.

7. Selection of capacity thresholds for B, C,D

type modules

The NC RfG network code has defined the maximum allowable

capacity thresholds for B, C, and D type modules. As part of the

national implementation, they can be lowered.

The TSO's task is to define the capacity thresholds in accordance

with Art. 5 (3), subject to the following procedure:

- preliminary proposal of capacity thresholds for each type in
coordination with the DSO and neighbouring TSOs

« public consultations

+ consideration of comments submitted and revision of the
proposal

« submittal of revised proposal for the URE Energy Regulatory
Office’s approval.

According to the NC RfG, a TSO is entitled to revise the adopted

capacity thresholds once every three years. Therefore, the

0,8 kW 1MW 50 MW 75 MW

*Each generating unit larger than 75 MW or connected to a 110 kV or a higher voltage grid.

Fig. 8. PGM capacity thresholds
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adopted capacity thresholds can be changed if so justified by the
system needs.
The capacity thresholds shall be determined based on the iden-
tification of the NPS’ generation structure — current and future.
Not only the shares of each module types in it is relevant, but
also the share of PPMs, i.e. the modules connected to the grid
through converter systems. An open question remains, what
time horizon should be adopted: 5-year, 10-year, or 15-year. It
should be remembered in system development scenario-based
decision making that the longer the time horizon, the more it is
burdened with an error. Moreover, development scenarios, espe-
cially of RES sources, are very strongly dependent on relevant
national regulations and European Union policies. Any change in
the system of support for this sector determines the future break-
down of RES, which in principle are connected to the system
through power electronic converter systems. On the other hand,
a short-term development analysis based on issued intercon-
nection requirements may also be subject to a significant error,
as it is known from system operators’ the experience that many
projects for which the interconnection requirements have been
issued are not implemented.
Additionally, it should be noted that the identification of the type
of an existing generating module based on the NC RfG code’s
definition may not be unambiguous for historical and formal-
legal reasons. A 60 MW generating module connected to a
110 kV grid through a MV grid infrastructure can be classified as:
+ type C, if DOSn has been established within the MV network.
In this case, from the DOSn perspective, this module is
connected to a MV grid
- type D, if there is no formally established DOSn in the MV
network. In this case, from the DSO perspective, the 110 kV
switching substation can be considered as the connection
point.
As follows from a preliminary analysis, large D-type modules
are predominant in the National Power System. However, the
share of PPM, also of D type, is already becoming significant in
the generation breakdown. Attention should also be paid to the
generation breakdown in MV and LV grids, where PPMs prevail.
Their share’s growth should be expected, especially as regards
micro-installations and small plants within the meaning of the
Renewable Energy Act.

NPS generation breakdown
current state

40 000

34254
30000
20 000
10 000

471
212427 148381683 335 g
O T—— - r— -
A B C D
mSYPGM mPPM

Fig. 9. NPS generation breakdown by the PGM classification adopted in
NC RfG (with maximum capacity thresholds)

Based on data from forecast analyses of the Ministry of Economy,
in 2015 renamed to the Ministry of Maritime Economy and
Inland Navigation for the purposes of Poland’s Energy Policy
until 2050 [4], there is a clear increase in the PPM share of in the
total capacity installed in the NPS in the 2025 and 2030 horizon
in comparison with the current 13% share.

Wind farms’ operation in the system brings not only benefits
from their environment-friendliness, which should be particu-
larly emphasized in the context of increasingly large air pollu-
tion, but also real problems for the power system’s performance.
The TSO is now experiencing balancing problems in periods of
low demand and wind farms’ high output. In these periods, the
share of wind electricity in the demand coverage is significant
and exceeds 30%. Fig. 11 shows the penetration rate, i.e. the
share of PPM output in demand coverage calculated from real
data of December 26, 2016.

Balancing issues are just one group of problems and probably

not the most difficult to solve, which may occur in times of the

day with a high penetration rate. Threats and new system oper-

ating conditions related to the following phenomena should

also be mentioned [5]:

« lack of short-circuit power - resulting in protections’ malfunc-
tioning and the need to adapt PPMs to the short-circuit

Year 2025
[PROC

N

= SYPGM = PPM

Year 2030
[P

= SYPGM = PPM

Fig. 10. Generation breakdown: PPM vs. synchronous PGM based on ME forecasts for 2025 and 2030 [4]
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Fig. 11. PPM penetration rate on December 26, 2016
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Fig. 12. Estimated PPM penetration index in 2025 [6]

current’s very rapid generation within 10 ms, which consti-
tutes a technological barrier

« low system inertia — resulting in large dynamic frequency
errors Af/At and the need to adapt PPMs to artificial inertia and
quick active power recovery

+ incorrect operation of thyristor system-based LCC converter
systems, so-called current sourced converter, which use mains
voltage for commutation. Distorted mains voltage can lead to
commutation errors and complete blocking of circuits

« unstable operation of IGBT system-based converters, so called
self-commutated voltage sourced converters (VSC), in weak
parts of the system characterized by a low fault factor, and
their operation in island systems is difficult/ unstable or even
impossible.

These phenomena will intensify even further and increase in the

future with the increasing share of converter technologies in grid

12

structures. According to ENTSOE analyses [6], the Polish system’s
pre-estimated penetration rate in 2015 may largely exceed 50%,
which will result in the need to impose in the future very strict
dynamical requirements for wind and PV farms, including their
active participation in the process of maintaining and adjusting
system parameters, without relying on the capabilities of and
services provided by conventional synchronous generating
modules.

When selecting the capacity thresholds, also these potential
system operating conditions, which may appear in a long-term
horizon, must be considered.

8. Summary

In view of the wide range of issues regulated by the NC RfG
(strictly technical requirements, operational requirements of flow
management and frequency regulation, connection procedures,
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verification of compliance, derogations), which — please be
reminded — will come into force as absolutely binding and take
precedence over national regulations, the implementation of the
network codes at the national level is a challenge for the power
sector, especially for TSOs and DSOs.

The NC RfG increases the DSO role and responsibility in veri-
fying generating modules’ compliance with the requirements
set by the NC RfG, and defines the areas of necessary coopera-
tion between TSOs and DSOs in order to coordinate their system
safety assurance efforts. As a result of the NC RfG implementa-
tion, product standardization may occur as a secondary effect,
which should contribute to reducing the manufacture costs of
generating modules’basic components (i.e. turbines, generators)
and European-wide unification of procedures used by system
operators.

The NC RfG is not flawless, not all requirements and provisions
are well and clearly specified, but the whole document should be
considered an important milestone in the development of conti-
nental Europe’s common synchronous system.
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Implementacja na poziomie krajowym
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Streszczenie

Artykut wyjasnia zapisy kodeksu sieciowego w Rozporzgdzeniu Komisji (UE) 2016/631, znanym jako Network Code Requirements
for Generators, oraz identyfikuje uwarunkowania techniczno-prawne zwigzane z jego implementacja na poziomie krajowym. Podaje
przykladowo mozliwe koncepcje wykorzystania automatyki LESM w procesie obrony systemu elektroenergetycznego. Na podstawie
scenariuszy rozwoju Krajowego Systemu Elektroenergetycznego (KSE) w perspektywie 2025 i 2030 roku dokonano identyfikacji
potencjalnych zagrozen w jego pracy. Przyblizono zagadnienia zwigzane z funkcjonowaniem systemu elektroenergetycznego, przy
wysokim poziomie penetracji generacji wiatrowej i PV, oraz zidentyfikowano nowe wymagania dla wytworcow, ktore w takich
warunkach sg krytyczne dla zachowania bezpiecznej pracy systemu elektroenergetycznego.
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Data akceptacji artykutu: 12.07.2017

Data publikacji online: 8.02.2019

1. Wprowadzenie
Rozporzgdzenie Komisji (UE) 2016/631
z dnia 14.04.2016 r. ustanawiajgce kodeks
sieciowy dotyczgcy wymogow w zakresie przy-
tgczania jednostek wytwérczych do sieci [1]
znane bylo na etapie projektu takze jako
Network Code Requirements for Generators
(NC RfG). Zostalo opracowane w Unii
Europejskiej na podstawie Rozporzgdzenia
Parlamentu Europejskiego i Rady Europy
(WE) nr 714/2009 z dnia 13 lipca 2009 r.
w sprawie warunkow dostepu do sieci
w odniesieniu do transgranicznej wymiany
energii elektrycznej. Zostalo opublikowane
27 kwietnia 2016 roku i weszto w zycie
17 maja 2016 roku. W jego stosowaniu prze-
widziano 36-miesigczny okres przej$ciowy:
o pierwsze dwa lata przewidziano na dosto-
sowanie operatoréw systemu przesylo-
wego (OSP) oraz operatoréw systemu
dystrybucyjnego (OSD) do nowych regu-
lacji, w tym w szczegdlnosci na wypra-
cowanie szczegoétowych rozwigzan
w zakresie kompetencji im nadanych
zapisami NC RfG
« Kkolejny rok zostal przewidziany na dosto-
sowanie producentéw do wdrozenia
nowych produktéw spetniajacych wyma-
gania NC RfG.
Kodeks sieciowy NC RfG okresla wyma-
gania techniczne dla jednostek wytwor-
czych, a takze standaryzuje na poziomie
europejskim procesy realizowane przez OSP
oraz OSD na etapie przylagczania nowych
jednostek wytworczych do KSE, w szczegdl-
nosci w zakresie:
o procesu weryfikacji spelniania wymagan
przez nowo przylaczane jednostki
wytworcze

o zasad przeprowadzania i wymaganych
testow obiektowych i badan modelowych
» wykorzystania certyfikatow wydawanych
przez upowaznione podmioty certy-
fikujace, ktore otrzymaly akredytacje
od krajowej jednostki stowarzyszonej
(w Polsce: Polskie Centrum Akredytacji)
w ramach Europejskiej Wspolpracy
w Dziedzinie Akredytacji, ustanowionej
zgodnie z rozporzadzeniem Parlamentu
Europejskiego i Rady (WE) nr 765/2008
w procesie weryfikacji spelnienia wymagan

o przylaczania nowych jednostek
do systemu elektroenergetycznego (SE)

o procesu udzielenia odstgpstw
od wymagan zawartych w NC RfG
(derogacje).

2. Podstawowe zadania w zakresie
krajowej implementacji

Biorac pod uwage szeroka game zagadnien
regulowanych kodeksem sieciowym NC
RIG, ktéry po okresie przejsciowym bedzie
mial moc bezwzglednie obowiazujaca

4 Procedur Weryfikacja
Lo L zawiadan:iania S c-:f:ienial Derogacje
techniczne ; 5 P <
i przytaczania wymagan
' )\ ' N
R . . Monitoring Tryb
u Wymallgama Noxlftifgll::‘kl Wi spefnienia skfadania
ogaine wymagan wnioskow
L J \ J
s N s N
Istniejace Tryb
| | Generatory jednostki - festy podejmowania
synchroniczne ] obiektowe o
wytworcze decyzji
. J \ J
 EEE—  —
| | Generacja L Badania
niekonwencjonalna na modelach
~ -~ J
——

Offshore Farmy
— Wiatrakowe
Morskie

e

Rys. 1. Ramowy zakres merytoryczny kodeksu NC RfG
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Rys. 2. Struktura wytwarzania ENTSOE (2015)

i zastosowanie przed regulacjami krajo-

wymi, implementacja tego rozporzadzenia

na poziomie krajowym jest wyzwaniem dla
podmiotow sektora elektroenergetycznego,

w szczegdlnosci dla OSP oraz OSD, a takze

dla producentéw gléwnych komponentéw

jednostek wytworczych, ktérzy musza
dostosowaé parametry urzadzen wytwor-
czych do nowych wymagan.

Ambitne cele polityki energetycznej Unii

Europejskiej oraz dynamiczny rozwoj ener-

getyki odnawialnej, wykorzystujacej jako

energi¢ pierwotng sile wiatru i energie
promieniowania stonecznego (PV), w szcze-
golnosci w krajach zachodniej czesci Europy
sprawily, ze struktura sektora wytwarzania
diametralnie si¢ zmienia, wskutek czego
zwieksza si¢ udzial matych zrédet odnawial-

nych w pokryciu zapotrzebowania. W 2015

roku w ramach ENTSOE [3]:

o produkcja energii elektrycznej farm
PV wzrosta 0 6%, przy czym generacja
Niemiec, Wloch i Hiszpanii stanowifa
tacznie 71% energii elektrycznej produ-
kowanej z energii sfonecznej w ramach
ENTSOE

o produkcja energii elektrycznej farm
wiatrowych wzrosta o ponad 24%, przy
czym generacja Niemiec, Hiszpanii
i Wielkiej Brytanii stanowila facznie
57% energii elektrycznej produkowanej
z energii wiatrowej w ramach ENTSOE.

3. Wyznaczenie granicznych progéw
mocowych

Wymagania ustanowione w kodeksie
sieciowym NC RfG maja zastosowanie,
co do zasady, do nowych uzytkownikéw
systemu, ktérzy domyélnie maja lub beda
mie¢ znaczacy wplyw na funkcjonowanie
systemu. Wynika to nie tyle z postanowien
NC RfG, lecz bezpoérednio z ramowych
wytycznych Framework Guidelines On
Electricity Grid Connections [2], opubli-
kowanych 20 czerwca 2011 roku przez
ACER, ktéry okreslat ramowo zakres mery-
toryczny kodeksu NC RfG i wprowadzit
pojecie znaczacego uzytkownika systemu
(ang. significant grid users): ,Znaczacy
uzytkownik systemu - istniejagcy lub
nowy uzytkownik sieci, ktory jest uznany
za znaczacy na podstawie jego wplywu
na wspolprace miedzysystemowa poprzez
wplyw na bezpieczenistwo zasilania, w tym
na $wiadczenie ustug systemowych”

Zrodla wytwércze OZE instalowane w sieci
SN i nn - w tym przydomowe mikroinsta-
lacje, ktére indywidualnie kazde z osobna
nie s3 spostrzegane jako znaczace dla bezpie-
czenstwa pracy systemu elektroenergetycz-
nego — rozwazane przy uwzglednieniu maso-
wego ich wystepowania stanowia powazne
zagrozenie dla calego systemu elektroener-
getycznego. Z perspektywy bezpieczenstwa
systemu i stabilnosci czgstotliwosciowej nie
ma réznicy pomiedzy wypadnieciem bloku
cieplnego o mocy 1000 MW a 100 000 matych
instalacji domowych o mocy 10 kW kazda.

Z powyzszych wzgledow, przy uwzgled-
nieniu zwiekszajacego si¢ wplywu generacji
OZE na bezpieczenstwo pracy systemu,
w kodeksie NC RfG jako ,znaczacych
uzytkownikéw systemu” uznano jednostki
wytworcze (ang. Power Generating Module,
zgodnie z nomenklatura pojeciowa NC RfG)
juz o mocy maksymalnej (w rozumieniu
zapiséw IRIESP, jest to moc osiagalna netto)
0,8 kW. Zaleznie od mocy maksymalnej
i napiecia w punkcie przylaczenia jednostki
wytworcze zostaly podzielone na cztery
kategorie - typy A, B, C, D. Dodatkowo
dokonano klasyfikacji wymagan zaleznie
od sposobu przylaczenia jednostki wytwor-
czej do sieci:

o synchroniczny, typowy dla elektrowni
i elektrocieptowni konwencjonalnych
(ang. SY PGM)

niesynchroniczny, poprzez energoelek-
troniczne uklady konwertorowe, typowe
dla energetyki odnawialnej bazujacej
na energii wiatrowej i stonecznej (ang.
Power Park Module [PPM]).

Jednostka wytworcza typu A musi spelnié
podstawowe wymagania w zakresie zdol-
nosci do utrzymania si¢ w pracy przy odchy-
leniach czestotliwosci. Celem jest minima-
lizacja ryzyka jednoczesnego wypadnigcia
takich zrédet wytworczych z pracy juz przy
niewielkich zakléceniach czestotliwoscio-
wych. Dla wiekszych jednostek wytwor-
czych, dla kolejnych typéw jednostek,
zakres wymagan si¢ powieksza i zaostrza. Ze
wzgledu na réznorodnoé¢ struktur wytwa-
rzania w poszczegdlnych krajach, objetych
stosowaniem tego kodeksu sieciowego,
progi mocowe zostaly zréznicowane i okre-
Slone dla poszczegodlnych obszaréw synchro-
nicznych indywidulanie.

Wartos$ci progdw mocowych okreslaja
maksymalne warto$ci mocy, ktére
w ramach krajowej implementacji maja
zosta¢ okre$lone, zgodnie z art. 5, ust. 3 NC
RfG, odpowiednio do potrzeb KSE przez
whasciwego OSP.

4. Wymagania ogolnego stosowania

Kodeks sieciowy NC RfG definiuje
wymagania techniczno-organizacyjne
dla jednostek wytworczych, tj. PGM, co
do zasady nowych (art. 3, ust. 1 ) i moderni-
zowanych jednostek typu C i D (art. 4,
ust. 1 (a)), z mozliwo$cig rozszerzenia ich
zastosowania w trybie i na warunkach prze-
widzianych w NC RfG na istniejace jednostki
(art. 4, ust. 3). Wymagania techniczne
okreslone w NC RfG dla jednostek wytwor-
czych nie sg zréznicowane zaleznie od tech-
nologii wytwarzania energii, ale zostaly
pogrupowane w czterech kategoriach,

Obszar Maks wartos¢  Maks wartos¢  Maks wartosé¢
synchroniczny dla typu B dla typu C dla typu D
gg;’;;“:“‘a' I MW 50 MW 75 MW
Nordic 1 MW 50 MW 75 MW
Great Britain 1,5 MW 10 MW 30 MW
Ireland 0,1 MW 5 MW 10 MW
Baltic 0,5 MW 10 MW 15 MW
i i lub
<110kV <110kV > 110kV

Rys. 3. Typy jednostek wytworczych zdefiniowane w NC RfG
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przy uwzglednieniu sposobu przylaczenia

jednostek wytwoérczych do systemu, tj.

pogrupowano wymagania dla:

o wszystkich jednostek wytworczych, nieza-
leznie od technologii i sposobu przyla-
czenia do systemu elektroenergetycznego,
zgodnie z nomenklatura pojeciowa NC
RfG (ang. PGM)

« jednostek wytworczych przylaczonych
synchronicznie do systemu (ang. SY
PGM)

« jednostek wytwdrczych przylaczonych
do systemu poprzez uktady energoelek-
troniczne (ang. PPM)

o farm morskich, z wykluczeniem farm
morskich z przytaczem stalopradowym,
ktore zostaly objete wymaganiami odreb-
nego kodeksu Network Code (HVDCNC).

Okreslone w NC RfG wymagania tech-

niczne dla jednostek wytworczych z punktu

widzenia ich implementacji na poziomie
krajowym maja rozny charakter i mozna je
sklasyﬁkowac jako:
o wymagania pelne (ang. exhautive requi-
rements), tj. zdefiniowane w sposdéb
wyczerpujacy, niewymagajace doszcze-
gotowienia na poziomie krajowym,
bezwzglednie obowiazujace
 wymagania niepelne (ang. non-exhautive
requirements) bezwzglednie obowigzu-
jace, ale ktére musza by¢ doprecyzo-
wane na poziomie krajowym, w zakresie
i w ramach okreslonych NC RfG

» wymagania opcjonalne, ktére OSP i/lub
OSD ma prawo zastosowacd, ale przed
zastosowaniem powinien je doprecy-
zowad, gdyz na poziomie NC RfG maja
najczedciej charakter niepetny

 wymagania specyficzne dla projektu (ang.
project-specific requirements), ktore moga
by¢ wymaganiami zaréwno bezwzglednie
obowigzujacymi i opcjonalnymi, ale ich
zastosowanie wymaga doprecyzowania
odrebnie dla kazdego projektu.

Drugim gtéwnym zadaniem - po okre$leniu

granicznych progéw mocowych dla jedno-

stek typu B, C i D, w zakresie implemen-
tacji krajowej NC RfG - jest opracowanie
szczegdtowych wymogoéw technicznych

w ramach wymagan niepetnych, przy jedno-

czesnym rozstrzygnieciu:

o ktére z wymagan opcjonalnych nalezy
na poziomie krajowym przyja¢ do stoso-
wania i traktowa¢ jako obowigzujace

o ktére z wymagan niepelnych maja
charakter specyficzny dla obiektu przy-
taczanego (ang. project-specific) i co
do zasady nie powinny by¢ traktowane
jako zestandaryzowane wymaganie ogol-
nego stosowania.

Wymogi ogdlnego stosowania, a takze

graniczne progi mocowe dla jednostek typu

B, C, D maja zosta¢ wypracowane przez OSP

oraz OSP/OSD, przy zapewnieniu przejrzy-

stosci calego procesu, w poczuciu odpowie-
dzialno$ci operatoréw za bezpieczenstwo
systemu (art. 7, ust. 3) w okresie do dwdch
lat od wejscia w zycie NC RfG i beda one
przedmiotem zatwierdzania przez URE
(art. 7, ust. 4).

5. Kluczowe wymagania techniczne
5.1. Regulacja mocy i czestotliwos$ci
Jednym z wazniejszych zagadnien tech-
nicznych, istotnych dla zapewnienia
prawidlowego funkcjonowania systemu

=R
{PLJ

Year 0 reary

| 2 years

Year 2 Year 3

27.04.2019

| 3 years

IWEjicie w Zycie: 17.05.16

Krajowa implementacja
opracowanie wymogow

przez OSP/OSD

Stosowanie NC RfG

Publikacja NC RfG

Rys. 4. Ramy czasowe krajowej implementacji

' 0\
A X
B X
C X
. o % J
*) wymaganie opcjonalne

Tab. 1. Stabilnos¢ czestotliwosciowa — wykaz zdolnosci PGM wymaganych zapisami NC RfG

elektroenergetycznego, jest zachowanie
zdolnosci do regulacji czestotliwos$ci
w systemie zarOwno w stanie normalnym,
jak 1 zaktoceniowym jego pracy. Dotychczas
kwestie te byly uregulowane na poziomie
systemu synchronicznego kontynentalnej
Europy zapisami Operational Handbook,
Policy 1 (stan normalny) oraz Policy 5 (stan
zakloceniowy). Nalezy zaznaczy¢, ze posta-
nowienia Operational Handbook nie miaty
inie majg — w przeciwienstwie do kodeksow
sieciowych - charakteru bezwzglednie
obowiazujacego. Ich stosowanie przez
OSP mialo charakter dobrowolny i stawaty
si¢ wigzace na podstawie postanowien
wielostronnej umowy miedzyoperator-
skiej. Operational Handbook nie okreslat
bezposrednio zdolnosci jednostek, lecz
wymagania dla poszczegdlnych obszaréow
regulacyjnych, ktére posrednio przenosﬂy
sie na wymagania dla jednostek wytwor-
czych. W tym kontekscie odpowiednikiem
Operational Handbook bedzie nowa regu-
lacja europejska o statusie rozporzadzenia
Operational guideline on electricity transmis-
sion system operation (zwany w skrocie SO
GL), ktéry okresla wymagania dla obszaréw
regulacyjnych i po$rednio zasady wykorzy-
stania zdolno$ci jednostek wytworczych
w procesie regulacji i bilansowania systemu,
okreslone w kodeksie sieciowym NC RfG.

NC RfG ma posiada¢ zdolnos¢ do regu-
lacji czestotliwosci w systemie w zakresie
regulacji pierwotnej oraz wtornej (zgodnie
z nomenklaturg pojeciowa stosowana
w NC RfG, odpowiednio ang. FSM i FRC).
W odréznieniu od istniejacych standardow
w tym zakresie obowiazek posiadania tych
zdolnosci zostal rozszerzony na zrédla
odnawialne (PPM), dodatkowo zdefiniowat
nowe automatyki do regulacji czestotli-
wosci, przy duzych odchytkach czestotli-
wosci (ang. LFSM), a takze dal prawo OSP

do wymagania od PPM (domys$lnie w obsza-
rach dotknietych bardzo wysokim udzialem
zrodel niesynchronicznie poltaczonych z SE)
zdolnosci do sztucznej inercji [7].
Regulacja FSM - jest typowa regulacja
pierwotna, zgodnie z zapisami wymagana
od wszystkich jednostek wytwodrczych typu C
i D, w ramach ktorej aktywowana jest szybka
rezerwa mocy, bezzwlocznie lub ze zwloka
czasowa uzgodniong z OSP, w czasie
do 30 sek., odpowiednio do ustawionej
charakterystyki statycznej w funkgji lokalnie
mierzonej czestotliwosci. Szczegdtowe para-
metry statyczne i dynamiczne tej regulacji sa
przedmiotem krajowej implementacji.
Regulacja LESM - jest to zdolno$¢ do regu-
lacji czgstotliwosci, przy wzroécie lub spadku
czestotliwoéci powyzej predefiniowanego
progu, zgodnie z ustawiong charakterystyka
statyczng P = f(f). Parametry dynamiczne
odpowiedzi mocy czynnej w $lad za zmie-
niajaca sie czestotliwoscig nie zostaly uregu-
lowane. W praktyce LFSM polega na odsta-
pieniu od regulacji mocy na jednostkach
wytworcezych 1 przejsciu do regulacji czgsto-
tliwosci. Wymaganie to w NC RfG zostalo
okreslone odrebnie dla dwoch stanow:
o wzrost czestotliwo$ci powyzej predefi-
niowanego progu — wowczas mowi sie
o automatyce LESM-O, czyli ang. Limited
Frequency Sensetive Mode — Overfrequency
o obnizenie czestotliwo$ci ponizej
predefiniowanego progu - wowczas
mowi sie o automatyce LFSM-U,
czyli ang. Limited Frequency Sensetive
Mode - Underfrequency.
Szczegblowe parametry statyczne i dyna-
miczne tej regulacji majg by¢ skoordyno-
wane pomiedzy OSP i s3 przedmiotem
krajowej implementacji NC RfG.
Sztuczng inercje — poszukiwany efekt regu-
lacyjny w systemie elektroenergetycznym,
tj. zmiane odpowiedzi czgstotliwosciowej
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systemu na zaburzenie bilansu mocy, mozna
uzyskac przez wprowadzenie do ukladéw
regulacji zrédet (np. elektrowni wiatro-
wych) ukladu dodatkowego sterowania
tymi Zrédtami energii. Jest to wymaganie
opcjonalne majace zastosowanie wylacznie
do PPM, ktére w poréwnaniu z maszynami
synchronicznie potaczonymi nie posiadaja
tej naturalnej cechy. Sztuczna inercja ma
skutkowa¢ bardzo szybkim, dynamicznym
wzrostem mocy czynnej w celu ograni-
czenia szybko$ci zmian czestotliwosci (ang.
RoCoF) i w konsekwencji zmniejszy¢ dyna-
miczng odchylke czgstotliwosci. Wymaganie

R
(PLJ

to jest krytyczne w systemach o bardzo
duzym nasyceniu ukladami konwertoro-
wymi (generacja wiatrowa i PV, pofaczenia
HVDC).

5.2. Zachowanie si¢ PPM w przypadku
zwar¢

Podobnie jak w przypadku sztucznej inercji,
wlasciwe zachowanie PPM w trakcie zwarcia
i bezposrednio po jego ustapieniu jest szcze-
gllnie istotne dla systemow o wysokim nasy-
ceniu generacja wiatrowa i PV, bazujacych
na przylaczeniach i polaczeniach poprzez
energoelektroniczne uklady konwertorowe.

-

f N
A
B X X
C X X
D X X

J

*) wymaganie opcjonalne przeznaczone wylacznie do PPM, ktére nie posiadajg takiej naturalnej cechy w poréwnaniu

z maszynami synchronicznymi

Tab. 2. Zwarcia w systemie — wymagane zdolnosci PPM

Sygnal regulacyjoy ns
zawory turbiny

Rys. 5. Uproszczony schemat regulatora turbiny - regulator RO(P), Zrédto: PSE

.

[ 1

Rys. 6. Charakterystyki statyczne LESM-U i LEFSM-O (polaczone)

Wrtaéciwe zachowanie podczas zwaré PPM,
przylaczonych do sieci przesylowej i dystry-
bucyjnej, jest kluczowe dla utrzymania
bezpieczenstwa pracy systemu w zakresie ich
udziatu w detekcji zwarcia, podtrzymywania
napiecia w trakcie zwarcia i jego odbudowy
po zwarciu (ang. fast fault current injection)
oraz zapewnienia stabilnosci czestotliwo-
$ciowej poprzez szybka odbudowe mocy
czynnej po zwarciu (ang. active power reco-
very), jest to szczegolnie istotne w przy-
padku malych systemoéw. Niniejsze funkcjo-
nalnosci moga by¢ zapewnione wylacznie,
gdy PPM bedzie posiadata podstawowa
zdolno$¢ do utrzymania sie w pracy podczas
zwar¢ (ang. FRT).

6. Koncepcja wykorzystania LFSM
Automatyce LFSM odpowiada funkcjo-
nalnie, zgodnie z wymaganiami IRiESP,
dzialanie regulatora statycznego predkosci
obrotowej RO(P), ktére jest wymagane
od konwencjonalnych jednostek wytwor-
czych o mocy 50 MW 1 powyzej. Typowa,
uproszczona struktura regulatora turbiny
z regulatorem statycznym predkosci obro-
towej RO(P) zostata pokazana na rys. 5.
Obecnie farmy wiatrowe przylaczone
do sieci 110 kV posiadaja funkcjonalnosé
okreslona dla automatyki LFSM-O, skut-
kujaca - w przypadku wylacznie wzrostu
czestotliwosci w KSE, redukcja generacji
maksymalnej dla danych warunkéw wietrz-
nych mocy, po przekroczeniu wielkosci
progowej 0,5 Hz, zgodnie z ustawiona
charakterystyka statyczna.

W odniesieniu do konwencjonalnych
jednostek wytwdrczych zasadnicza
réznice pomiedzy przyjetym rozwiaza-
niem RfG a krajowymi rozwigzaniami
stanowi poziom odchytki czestotliwosci,
przy ktorych powinna nastapi¢ aktywacja
dodatkowej mocy. Zgodnie z wymaganiami
NC RfG prog ten zawiera si¢ w zakresie
+200-500 MHz, co w praktyce oznacza
(z duzym prawdopodobienstwem) akty-
wacje tej automatyki w warunkach duzego
zaklécenia w polaczonym systemie
synchronicznym, ale nieskutkujacym jego
podzialem na podsystemy. Natomiast
OSP w swojej strategii obrony KSE przyjal
do aktywacji RO(P) na jednostkach wytwor-
czych cieplnych warto$¢ progu aktywacji
+1,30 Hz (ze zwloka czasows), co w prak-
tyce nastapi po podziale systemu synchro-
nicznego na podsystemy lub po przejsciu
KSE do pracy asynchronicznej, czy tez po
wydzieleniu si¢ wyspy sieciowej. Dla farm
wiatrowych w dotychczasowej strategii
obrony przyjeto interwencyjng aktywacje
redukcji mocy, przy odchylce +0,50 Hz,
zatem przed aktywacjag RO(P) na jednost-
kach konwencjonalnych. W kontekscie
wejscia w zycie nowych europejskich regu-
lacji prawnych strategia ta bedzie musiata
by¢ zrewidowana i skoordynowana z pozo-
statymi OSP.

6.1. Jak sparametryzowa¢ LESM?

Zgodnie z zapisami NC RfG aktywacja

mocy w ramach LESM powinna sie odbywaé

zgodnie z charakterystyka statyczng, przy

czym:

o statyzm automatyki LFSM-U powi-
nien miesci¢ sie w przedziale 2-12%
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o strefa martwa, po przekroczeniu ktorej
powinna nastgpi¢ automatyczna akty-
wacja dodatkowej mocy, powinna by¢
wielkoscig z zakresu £200-500 mHz.

Automatyki LESM-O i LFSM-U sg trakto-

wane odrebnie, dlatego nastawy tej charak-

terystyki nie muszg by¢ symetryczne, tj.
dopuszcza si¢ rozne statyzmy i progi akty-
wacji przy wzroscie i spadku czestotliwosci.

Jak wspomniano wczes$niej, proces doboru

nastaw parametrow charakterystyki musi

odbywac si¢ we wspolpracy z innymi OSP

w danym systemie synchronicznym. Brak

takiej wspotpracy i koordynacji moze

skutkowaé groznymi przeplywami prze-
kraczajacymi dopuszczalne obcigzenia,
czego przyktadem byla awaria z 2006 roku,
podczas ktorej nastapil podzial na trzy
podsystemy. Wydzielony w wyniku awarii
podsystem, w ktérym znajdowal sie system
polski, charakteryzowat sie nadwyzka mocy
wytwarzanej wzgledem mocy odbierane;.

Czestotliwo$¢ w tym obszarze po podziale

chwilowo wzrosta powyzej wéwczas

obowigzujacego progu aktywacji regula-
tora predkosci obrotowej RO(P), £0,50 Hz.

W wyniku zakt6cenia nastapily duze prze-

plywy mocy w obrebie wydzielonego

podsystemu, w ktérym znalazl sie polski

system (rys. 7).

Nastapil wzrost przeptywu mocy na liniach

polsko-niemieckich z ok. 730 MW (wiel-

ko$¢ mocy bezposrednio sprzed zakl6cenia)
do 900 MW bezposrednio po podziale,

a nastepnie wskutek m.in. ponad dwukrot-

nego wzrostu generacji farm wiatrowych

w systemie niemieckim, przeplyw z Niemiec

do Polski wzrést do niebezpiecznego

poziomu 1990 MW. Pracujace jednostki
wytworcze w polskim systemie zdolne
do pracy w trybie RO(P) odstapily od regu-
lacji mocy, przejely cigzar regulacji czesto-
tliwosci i zredukowaly automatycznie swoja
moc. Przyczynilo si¢ to do zbilansowania
wydzielonego podsystemu i opanowania
wzrostu czestotliwosci, ale skutkowato lokal-
nymi, groznymi przecigzeniami elementéw
sieci wewnatrz KSE oraz linii na przekroju
polsko-niemieckim. Podjete przez stuzby

=R
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dyspozytorskie OSP dzialania operatywne

pozwolily opanowal trudng sytuacje.

Powyzszy przyklad dowodzi, jak waznym

zadaniem jest wypracowanie wspolnej

koncepcji wykorzystania automatyki LFSM
oraz koordynacja jej nastaw w tak duzym
systemie synchronicznym kontynentalnej

Europy.

Obecnie w ramach ENTSOE mozna

dostrzec dwie gtéwne koncepcje parame-

tryzacji charakterystyki statycznej LESM.

W obydwoch zaklada si¢ domyslnie akty-

wacje mocy w ramach LESM, tuz po wyczer-

paniu zapasow regulacji pierwotnej (LESM),
tj. przy obecnie jeszcze obowigzujacych

zasadach wynikajacych z zapisow Policy 1

Operational Handbook, bezposrednio po

przekroczeniu progu 200 mHz, co - jak

sie zaklada - bedzie odpowiada¢ aktywacji
dodatkowej mocy przy niepodzielonym
systemie synchronicznym.

W pierwszej koncepcji nastawy sa rozwa-

zane z perspektywy indywidulanej jednostki

wytworczej i rownego ich wzgledem siebie
traktowania. Celem w ramach tej koncepcji
jest zapewnienie solidarnego udziatu

w regulacji kazdej jednostki wytworczej,

niezaleznie od obszaru regulacyjnego,

w ktérym sie znajduja:

o statyzm kazdej jednostki wytworczej
powinien by¢ taki sam, niezaleznie od jej
lokalizacji, np. 6%

o nie przewiduje si¢ okreslania dopusz-
czalnej, maksymalnej wielko$ci mocy
aktywowanej w ramach LFSM w danym
obszarze regulacyjnym (kraju).

......

czych solidarny udzial jednostek wytwor-

czych zapewnia udziat w LESM i eliminacji

duzych zakldcen czestotliwosciowych, przy
czym:

o niesie ryzyko przecigzen elementdw
sieci, w szczegdlnosci stabych potaczen
miedzysystemowych

» nie zapewnia solidarnego udziatu
w regulacji poszczegélnych obszarow
regulacyjnych. Niezaleznie od wielkosci
mocy objetej regulacja LFSM w kazdym

Rys. 7. Awaria w 2006 roku — przeptywy miedzysystemowe, Zrédto: PSE

z obszaréw regulacyjnych, statyzm
wypadkowy kazdego z nich bedzie sie
réznil, zaleznie od liczby nowych jedno-
stek posiadajacych zdolnos¢ do LESM.

W drugiej koncepcji nastawy sa rozwa-

zane z perspektywy obszaru regulacyjnego,

a nie jednostki wytworczej. W ramach tej

koncepgji celem jest zapewnienie solidar-

nego udziatlu w regulacji kazdego obszaru
regulacyjnego w ramach systemu synchro-
nicznego, poprzez okrelenie:

o dopuszczalnej wielkosci mocy aktywo-
wanej w ramach LFSM w calym systemie
synchronicznym - okre$lenie incydentu
odniesienia (AP np. 15 000 MW) -
a nastepnie przyporzadkowanie odpo-
wiedniej wielkosci mocy do aktywacji
w ramach LFSM dla kazdego obszaru
regulacyjnego (APi np. 2000 MW oraz dla
innego obszaru regulacyjnego 4000 MW),
np. proporcjonalnie do jego wielkosci,
wyrazonego jego zapotrzebowaniem

« maksymalnej dopuszczalnej odchytki
quasi-stacjonarnej czestotliwosci (Af)

o statyzmu wypadkowego dla systemu

Af/f
AP/P

i kazdego obszaru regulacyjnego zapew-

niajacego uzyskanie zalozonej odchylki

quasi-stacjonarnej czgstotliwosci.
W takim przypadku OSP w danym obszarze
regulacyjnym bylby odpowiedzialny
za okreslenie ilosci jednostek zdolnych
i uczestniczacych w regulacji LFSM oraz za
dobor nastaw statyzmu (Sge,,) na jednostce,
z uwzglednieniem ich skfadu, tak aby suma-
ryczna wielko$¢ mocy i statyzm wypad-
kowy odpowiadat wielko$ciom zadanym dla
cafego obszaru regulacyjnego.
Przykladowo, w uproszczeniu, zatézmy,
ze w systemie synchronicznym wiel-
kosci 500 000 MW, w ramach automa-
tyki LESM-U potencjalng aktywacja ma
by¢ objete 15 000 MW, a ubytek tej mocy
nie powinien skutkowa¢ uchybem quasi-
-stacjonarnym wigkszym niz 0,3 Hz.
Dla takich parametréw wypadkowy
statyzm systemu powinien wynosic¢

Af/f

Ss=m=20%

synchronicznegoS, = ,atym samym

o obszarowi regulacyjnemu A o wiel-
kosci 19 000 MW zostala przyporzad-
kowana do aktywacji w ramach LFSM
moc o wielkosci APi = 2000 MW.
W takim przypadku, aby uzyskac statyzm
wypadkowy na wymaganym poziomie

s = 20%, statyzm na jednostce

wytworczej powinien wynosic
Ss x ¥, PLFSM

Sgen = % = 2%, gdzie PLESM

jest sumg mocy znamionowych jedno-
stek uczestniczacych w LESM 1 jest rowna
APi =2000 MW
o obszarowi regulacyjnemu B o wiel-
kosci 15 000 MW zostala przyporzad-
kowana do aktywacji w ramach LFSM
moc o wielkosci APi = 3000 MW.
W takim przypadku, aby uzyska¢ statyzm
wypadkowy na wymaganym poziomie
s = 20%, statyzm na jednostce
wytworczej powinien wynosic
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Ss * Yy PLFSM
Sgen = P

gdzie PLFSM = APi = 3000 MW.

= 4%,

Wynika stad jedna zasada — im wigksza liczba
jednostek wytworczych uczestniczacych
w regulacji czestotliwosci, tym wiekszy moze
by¢ ustawiony na nich statyzm, dla zapew-
nienia tego samego statyzmu wypadkowego
calego obszaru regulacyjnego. Zatem zalo-
zenie, Ze statyzmy na wszystkich jednostkach
wytworcezych powinny by¢ takie same w celu
réwnego traktowania, nie jest uzasadnione.
Wada tej koncepcji jest, ze nastawy statyzmu
z perspektywy jednostek wytwoérczych moga
by¢ rézne i przez niektorych interesariuszy
traktowane jako niesprawiedliwe — dlaczego
jedna jednostka pracuje ze statyzmem 2%,
a druga identyczna ze wzgledu na tech-
nologie wytwarzania i moc maksymalng
ze statyzmem 4%? Odpowiedz jest prosta
i wynika z zalozen opisanych nizej, ale aby
unikna¢ takich pytan, nalezy poswieci¢ czas
i zasoby na edukacje oraz kontakt z intere-
sariuszami juz na poziomie implementacji
nowych kodekséw sieciowych.

7. Dobér progow mocowych dla jednostek

typuB,C,D

Kodeks sieciowy NC RfG okredlil dla jedno-

stek typu B, C, D maksymalne dopuszczalne

progi mocowe. W ramach krajowej imple-
mentacji mozliwe jest ich obnizenie.

Zadaniem OSP jest okreslenie wartosci

progowych mocy, zgodnie z art. 5(3),

z zachowaniem nastepujacego trybu

postepowania:

« opracowanie wstepnej propozycji progow
mocowych dla poszczegélnych typow
w koordynacji z OSD oraz z s3siednimi
Osp

o przeprowadzenie publicznych konsultacji

« weryfikacja zgloszonych uwag i wypraco-
wanie koncowej propozycji

o przekazanie propozycji do zatwierdzenia
URE

Zgodnie z zapisami NC RfG OSP ma prawo
do rewizji przyjetych progéw mocowych raz
na trzy lata. Zatem przyjete progi mocowe
beda mogly by¢ zmienione, jesli wystapi
uzasadniona potrzebami systemu taka
koniecznos¢ w przysztosci.

Podstawa do wypracowania granicznych
progdéw mocowych jest identyfikacja struk-
tury wytwarzania KSE - biezacej i przyszlej.
Istotny jest nie tylko udzial poszczegolnych
typow jednostek w strukturze wytwarzania,
ale takze udzial PPM, tj. generacji przyla-
czonej do systemu poprzez uktady konwer-
torowe. Pozostaje otwarte pytanie, jaki hory-
zont czasowy nalezaloby przyjaé: 5-letni,
10-letni czy 15-letni. W podejmowaniu
decyzji na podstawie scenariuszy rozwoju
systemu nalezy pamietaé, ze im dluzszy
horyzont czasowy, tym wiekszym jest on
obarczony bledem. Dodatkowo scenariusze
rozwoju w szczegolnosci energetyki odna-
wialnej s3 bardzo silnie zalezne od regulacji
krajowych w tym zakresie oraz polityki Unii
Europejskiej. Zmiany w systemie wsparcia
tej galezi determinujg przyszta strukture
zrédel odnawialnych, ktére co do zasady sa
przylaczane do systemu poprzez energoelek-
troniczne uklady konwertorowe. Z drugiej

0,8 kw 1MW

50 MW

75 MW

*) Kazda jednostka wytworcza o mocy powyzej 75 MW lub jednostka wytworcza przylaczona do sieci o napieciu

110 kV i powyzej.

Rys. 8. Graniczne progi mocowe dla PGM

Struktura wytwarzania KSE
stan obecny
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Rys. 9. Struktura wytwarzania w KSE wg klasyfikacji PGM przyjetej w NC RfG (przyjeto maksymalne wartoéci

graniczne progow)
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Rys. 10. Struktura wytwarzania PPM vs synchroniczne PGM na podstawie prognoz ME na lata 2025 i 2030 [4]

strony analiza krotkoterminowa rozwoju,
bazujaca na wydanych warunkach przyla-
czenia, tez moze by¢ obarczona znacznym
bledem, gdyz z do$wiadczen operatoréw
systemu wiadomo, ze znaczna cze$¢ inwe-
stycji, na ktore zostaly wydane warunki
przylaczenia, nie jest realizowana.
Dodatkowo nalezy zwrdci¢ uwage, ze iden-
tyfikacja typu istniejacej jednostki wytwor-
czej na podstawie definicji kodeksu NC RfG
ze wzgledow historycznych i formalnopraw-
nych moze nie by¢ jednoznaczna. Jednostka
wytworcza 60 MW, przylaczona do sieci
110 kV poprzez infrastrukture sieciowa SN,
moze zosta¢ zakwalifikowana jako:
o typu C, jesli w obrebie sieci SN zostal
powolany OSDn. W takim przypadku,

z perspektywy OSDn, jednostka ta jest
przylaczona do SN

« typu D, jesli w obrebie sieci SN nie dziata
formalnie powolany OSDn. W takim
przypadku, z perspektywy OSD, za
miejsce przylaczenia moze zosta¢ uznana
rozdzielnia 110 kV.

Na podstawie wstepnej analizy dominujaca
pozycje w KSE zajmuja duze bloki cieplne
zakwalifikowane do typu D. Natomiast
znaczacy juz staje sie w strukturze generacji
udzial PPM, takze typu D. Rowniez nalezy
zwrdci¢ uwage na strukture generacji w sieci
SN i nn, w ktorej wiekszosciowy udzial
maja PPM. Nalezy sie spodziewa¢, ze ich
udzial bedzie wzrastal, w szczegdlnosci
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Wspotczynnik penetracji Zrodet wiatrowych w dniu 26.12.2016
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Rys. 11. Indeks penetracji PPM w dniu 26.12.2016
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Rys. 12. Szacowany indeks penetracji PPM w 2025 roku [6]

w odniesieniu do mikroinstalacji i malej
generacji, w rozumieniu ustawy o OZE.
Na podstawie danych z prognostycznych
analiz Ministerstwa Gospodarki (od 2015
roku: Ministerstwo Gospodarki Morskiej
i Zeglugi Srodladowej) na potrzeby Polityki
energetycznej Polski do 2050 roku [4] wida¢
wyrazny wzrost udzialu PPM w catkowitej
mocy zainstalowanej KSE w horyzoncie
2025 i 2030 roku w poréwnaniu z obecnym
ok. 13-proc. poziomem.

Praca farm wiatrowych w systemie to nie
tylko korzysci wynikajace z wykorzystania
zrodel naturalnych energii przyjaznych dla
$rodowiska, co nalezy szczegdlnie podkre-
$li¢ w kontekscie coraz czesciej wystepuja-
cego duzego zanieczyszczenia powietrza, ale
takze realne problemy z funkcjonowaniem
systemu elektroenergetycznego. Obecnie
OSP doswiadcza probleméw bilansowych
w okresach niskiego zapotrzebowania
i wysokiej generacji farm wiatrowych.
W tych okresach udzial produkowanej
energii z farm wiatrowych w pokryciu zapo-
trzebowania jest znaczacy i przekracza 30%.
Na rys. 11 przedstawiono wspoétczynnik
penetracji, rozumiany jako udzial energii
PPM w pokryciu zapotrzebowania, wyli-
czony na podstawie danych rzeczywistych
z dnia 26.12.2016 roku.

Zagadnienia bilansowe to tylko jedna

grupa problemow i chyba nie najtrudniej-

szych do rozwigzania, ktére moga wystapic

w okresach doby z wysokim wspolczyn-

nikiem penetracji. Trzeba wspomniec¢

o zagrozeniach i nowych uwarunkowa-

niach funkcjonowania systemu zwigzanych

z nastepujacymi zjawiskami [5]:

o brakiem mocy zwarciowej — skutkujgcym
nieprawidlowym dziataniem zabezpie-
czen i koniecznoscig dostosowania PPM
do bardzo szybkiej generacji pradu zwar-
ciowego w czasie do 10 ms, co stanowi
pewna bariere technologiczng

« malg inercja systemu, skutkujaca duzymi
dynamicznymi uchybami czestotliwosci
Af/At i koniecznoscig dostosowania PPM
do sztucznej inercji oraz szybkiej odbu-
dowy mocy czynnej po zwarciach (ang.
active power recovery)

« nieprawidlowa praca ukladéw konwerto-
rowych typu LCC, opartych na ukladach
tyrystorowych (tzw. ang. current sourced
converter), ktore wykorzystuja napiecie
sieciowe do komutacji. Znieksztalcone
napigcie sieciowe moze doprowadzi¢
do btedéw w komutacji i calkowitego
blokowania uktadow

o niestabilng praca konwerterow opartych
na ukladach IGBT tzw. self-commutated

VSC (ang. voltage sourced converter),
w stabych czesciach systemu charakte-
ryzujacych sie matym wspolczynnikiem
zwarcia, a ich praca w ukfadach wyspo-
wych jest utrudniona/niestabilna lub
nawet niemozliwa.
Powyzsze zjawiska bedg si¢ coraz bardziej
nasila¢ i uwydatnia¢ w przysztosci wraz
ze wzrostem udziatu technologii konwerto-
rowych w strukturach sieciowych. Opierajac
sie na analizach ENTSOE [6], wstepnie
szacowany wspolczynnik penetracji systemu
polskiego w 2015 roku moze przekroczy¢
znaczaco poziom 50%, co bedzie skutkowaé
koniecznoécig postawienia w przyszlosci
bardzo ostrych wymagan dynamicznych dla
farm wiatrowych i PV, tacznie z aktywnym
ich udziatem w procesie utrzymania i regu-
lacji parametréw systemu, bez polegania
na zdolnosciach i ustugach §wiadczonych
przez konwencjonalne, synchroniczne
jednostki wytworcze.
Dobierajac wartoéci progéw mocowych,
nalezy uwzgledni¢ takze i te poten-
cjalne uwarunkowania w pracy systemu,
ktére moga pojawi¢ si¢ w horyzoncie
dtugoterminowym.

8. Podsumowanie

Biorac pod uwage szeroka game zagadnien
regulowanych kodeksem NC RfG (wyma-
gania stricte techniczne, operacyjne z zakresu
prowadzenia ruchu i regulacji czestotliwosci,
procedury przytaczania, weryfikacja spel-
nienia wymagan, derogacje), ktoéry - przy-
pomnijmy — po wejsciu w zycie bedzie mial
moc bezwzglednie obowiazujaca i zastoso-
wanie przed regulacjami krajowymi, imple-
mentacja kodeksow sieciowych na poziomie
krajowym jest wyzwaniem dla podmiotow
sektora elektroenergetycznego, w szczegol-
nosci dla OSP oraz OSD.

Kodeks NC RfG zwieksza role i odpo-
wiedzialno$¢ OSD w zakresie weryfikacji
spelnienia przez jednostki wytworcze
wymagan okreslonych w NC RfG oraz
okreéla obszary niezbednej wspdtpracy
pomiedzy OSP i OSD w celu koordynacji
dzialan w obszarze zapewnienia bezpieczen-
stwa pracy systemu. W efekcie wdrozenia
kodeksu sieciowego NC RfG jako wtérny
efekt moze nastapic¢ standaryzacja produktu,
co ma sie przyczyni¢ do obnizenia kosztéw
produkcji podstawowych podzespoldéw
jednostki wytworczej (tj. turbin, genera-
toréw) oraz unifikacji na poziomie europej-
skim procedur stosowanych przez opera-
toréw systemu.

Autorzy kodeksu NC RfG nie unikneli
bledéw przy jego opracowaniu, nie wszystkie
wymagania i rozstrzygniecia wydaja sie
uzasadnione, ale caly dokument nalezy
uznac za istotny kamien milowy w rozwoju
wspolnego systemu synchronicznego konty-
nentalnej Europy.

Bibliografia

1. Network Code for Requirements for Grid
Connection Applicable to all Generators,
European Network of Transmission
System Operators for Electricity,
publikacja z dnia 14 kwietnia 2016 r.
[online], http://eur-lex.europa.eu/legal-
-content/EN/TXT/?uri=uriserv:OJ.L

20




J.Rychlak | Acta Energetica 2/35 (2018) | translation 4-13

Acta

This is a supporting translation of the original text published in this issue of “Acta Energetica” on pages 4-13. When referring to the article please refer to the original text.

R
(PLJ

_.2016.112.01.0001.01.
ENG&toc=0J:L:2016:112:TOC [dostep:
1.03.2017].

. Framework Guidelines On Electricity
Grid Connections ACER - Agency for the
Cooperation of Energy Regulators, 2011.

. Electricity in Europe, ENTSOE, 2015
[online], https://www.entsoe.eu/
Documents/Publications/Statistics/
electricity_in_europe/entsoe_electri-
city_in_europe_2015_web.pdf [dostep:
1.03.2017].

. Wnioski z analiz prognostycznych
na potrzeby Polityki energetycznej Polski
do 2050 roku, Zatgcznik 2. do Polityki
energetycznej Polski do 2050 roku,
Ministerstwo Gospodarki, 2015 [online],

http://bip.me.gov.pl/node/24670 [dostep:
1.03.2017].

. Ierna R. i in., Effects of VSM Convertor

Control on Penetration Limits of
Non-Synchronous Generation in the GB
Power System, 15th Wind Integration
Workshop, Vienna, 2016, s. 8.

. Scenario Outlook&Adequacy Forecast

2015, ENTSO-E, 2015.

. Jansen K., Pfeiffer R., Rychlak J., European

Network Codes for Grid Connection,
2016 CIGRE USNC International
Colloquium Evolution of Power System
Planning to Support Connection of
Generation, Distributed Resources and
Alternative Technologies [online], http://
www.cigre.org [dostep: 1.03.2017].

8. ENTSO-E’s

Ten Year Network
Development Plan (TYNDP), ENTSOE,
2015 [online], https://www.entsoe.
eu/Documents/SDC%20documents/
SOAF/150630_SOAF_2015_publication_
weover.pdf [dostep: 1.03.2017].

. Technical Report on ENTSO-E Network

Code: Requirements for Generators,
Raport koncowy z dn. 12.11.2013, DNV
KEMA Energy and Sustainability [online],
https://ec.europa.eu/energy/sites/ener/
files/documents/KEMA_Final%20
Report_RfG%20NC.pdf [dostep:
1.03.2017].

Jerzy Rychlak

mgr inz.

PSE SA

e-mail: jerzy.rychlak@pse.pl

Magister inzynier elektryk. Ukonczyl studia podyplomowe w Szkole Gléwnej Handlowej w Warszawie z zakresu zarzadzania (1998) oraz studia podyplo-
mowe na Politechnice Warszawskiej z zakresu energetyki jadrowej (2014). Od 1996 roku zwigzany jest zawodowo z PSE SA, poczatkowo w Departamencie
Obrotu Energig Elektryczng, nastepnie w Departamencie Ustug Operatorskich. Obecnie pracuje na stanowisku kierownika Wydziatu Systeméw Regulacji
i Sterowania.

Jego dziatalno$¢ zawodowa koncentruje sie na zagadnieniach zwigzanych ze wspéipracy jednostek wytworczych z systemem elektroenergetycznym, regulacjg
mocy czynnej i czestotliwoéci w systemie elektroenergetycznym, przystosowaniem jednostek wytworczych do obrony i odbudowy KSE. W ramach ENTSOE
wspotpracuje z sasiednimi operatorami systemoéw przesylowych w zakresie regulacji pierwotnej i wtérnej, mocy wymiany i czestotliwosci oraz implementacji
kodeksu sieciowego okreslajacego wymogi dla wytwércow (NC RfG).
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