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Abstract: Neighboring stand‐alone hybrid microgrids with diesel generators (DGs) as well as grid‐

feeding photovoltaics (PV) and grid‐forming battery storage systems (BSS) can be coupled to reduce 

fuel costs and emissions as well as to enhance the security of supply. In contrast to the research in 

control and small‐signal rotor angle stability of microgrids, there is a significant lack of knowledge 

regarding the transient stability of off‐grid hybrid microgrids in a cluster environment. Therefore, 

the  large‐signal  rotor  angle  stability  of  pooled microgrids was  assessed  qualitatively  and  also 

quantitatively in this research work. Quantitative transient stability assessment (TSA) was carried 

out with the help of the—recently developed and validated—micro‐hybrid method by combining 

time‐domain simulations and transient energy function analyses. For this purpose, three realistic 

dynamic microgrids were modelled regarding three operating modes (island, interconnection, and 

cluster) as well as the conventional scenario “classical” and four hybrid scenarios (“storage”, “sun”, 

“sun & storage”, and “night”) regarding different instants of time on a tropical partly sunny day. It 

can be inferred that, coupling hybrid microgrids is feasible from the voltage, frequency, and also 

transient stability point of view. However, the risk of large‐signal rotor angle instability in pooled 

microgrids is relatively higher than in islanded microgrids. Along with critical clearing times, new 

stability‐related  indicators  such  as  system  stability  degree  and  corrected  critical  clearing  times 

should be taken into account in the planning phase and in the operation of microgrids. In principle, 

a  general  conclusion  concerning  the  best  operating  mode  and  scenario  of  the  investigated 

microgrids cannot be drawn. TSA of pooled hybrid microgrids should be performed—on a regular 

basis  especially  in  the  grid  operation—for  different  loading  conditions,  tie‐line  power  flows, 

topologies, operating modes, and scenarios. 

Keywords:  critical  clearing  times;  diesel  generators;  grid‐feeding  photovoltaics;  grid‐forming 

battery storage systems; stand‐alone hybrid microgrids; system stability degree; the micro‐hybrid 

method; transient stability assessment 

 

1. Introduction 

Autonomous  hybrid  microgrids  with  diesel  and/or  biogas  engine‐driven  synchronous 

generators as well as grid‐feeding photovoltaics (PV) and grid‐forming battery storage systems (BSS) 

are being widely installed in developing and underdeveloped countries [1–4]. By coupling spatially 

close stand‐alone hybrid microgrids, it is possible to curtail fuel costs and emissions, and to enhance 

the security of supply [5,6]. 

Such  clustered microgrids  should  be  investigated  from  the  system  stability  point  of  view. 

Voltage stability analysis has been carried out  in an  interconnected AC‐DC microgrid under  fault 
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conditions  [7].  In  [8],  clustering  two microgrids  comprising  a  synchronous  generator  and  two 

inverter‐based systems was studied with respect to blackouts. Small‐signal stability of AC and DC 

microgrids in a cluster environment was analyzed in [9–13]. [9] deals with the implementation of a 

hierarchical control scheme for DC microgrid clusters. Eigenvalue analysis was performed from the 

control point of view in [10] considering two interconnected DC microgrids. On the other hand, [11] 

dealt with  the  small‐signal  stability  assessment of  clustered AC microgrids  comprising  inverter‐

based distribution generation units. Identification of critical microgrid clusters was carried out using 

a stability indicator, i.e., stability margin based on the active power droop of the inverters. In [12], 

multiple inverter‐based microgrid clusters were analyzed from the small‐signal stability analysis and 

the dynamic  behavior  point  of  view.  In  addition  to  the  eigenvalue  analysis  of  a  cluster  of  four 

identical microgrids,  optimal  parametrization  of  controllers  was  performed—using  the  particle 

swarm optimization—to  improve  the system stability  [13]. However,  there  is a significant  lack of 

research in the qualitative and especially in the quantitative transient stability assessment (TSA) of 

clustered microgrids. 

Large‐signal rotor angle stability of clustered microgrids with synchronous generators should 

be analyzed both in the short‐term and long‐term planning phase as well as in the operation [14,15]. 

A detailed dynamic microgrid modelling and knowledge of system response in case of three‐phase 

faults—especially critical faults—are essential for an effective qualitative TSA, which is performed 

with  the  help  of  time‐domain  simulations  (TDS)  [14,16].  The  qualitative  TSA  of  microgrids 

comprising diesel generators (DGs) and PV, acting as current sources as well as static loads (SL) was 

investigated taking different microgrid models in [17] and [18]. 

On the other hand, online and/or offline quantitative TSA using hybrid methods—combining 

TDS and transient energy function (TEF) analyses—allows determining the dynamic (operational) 

limits  in microgrids  [15].  In  [19],  the new hybrid method was proposed  and  applied  in  an one‐

machine infinite bus microgrid and two machine microgrid taking classical and detailed models of 

DGs with and without controllers  into account. Furthermore,  the other  five hybrid methods have 

been briefly discussed in [19].   

Due to a discrepancy in the profiles of kinetic energy (KE) and potential energy (PE), the new 

hybrid technique was improved by adjusting the TEF for microgrids [20]. In [20] the micro‐hybrid 

method (the improved new hybrid method) was verified and applied in a stand‐alone microgrid with 

three DGs. Furthermore, quantitative TSA was performed in off‐grid DG‐based microgrids—without 

inverter‐based systems such as PV and BSS as well as dynamic loads—for different coupling degrees 

by considering a short‐circuit location [20]. 

Regarding microgrids in a cluster environment, there is a need to analyze the transient stability 

of off‐grid hybrid microgrids, comprising synchronous generators and inverter‐based PV and BSS, 

both qualitatively and quantitatively. The dynamic performance of stand‐alone hybrid microgrids 

with DGs, grid‐feeding PV, grid‐forming BSS, and static and dynamic loads, under three‐phase short‐

circuit conditions has not been investigated in‐depth so far. This calls for a detailed dynamic system 

modelling. From the feasibility and system stability point of view, the influence of different degrees 

of clustering should be investigated. The quantitative TSA performed using the (recently proposed 

and verified) new hybrid method [19] and the micro‐hybrid method [20], in microgrids with only 

DGs, can be now applied in hybrid microgrids. Further, no research has yet been performed in off‐

grid microgrids, taking system’s and critical machine’s critical energy (KE/PE) into account. Hence, 

in  the  framework  of  this  research,  the  following  tasks were  executed with  the  help  of  software 

DIgSILENT®  (Gomaringen, Germany) PowerFactory™  (v2017.0.2),  and MathWorks®  (Natick, USA) 

MATLAB™ (vR2016b): 

 Detailed dynamic modelling of classical and hybrid microgrids—representing four 

hybrid  scenarios  with  respect  to  different  points  in  time  on  a  summer  day—

comprising DGs, grid‐feeding PV, grid‐forming BSS, as well as static and dynamic 

loads in a cluster environment. 
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 Comparison of critical clearing time (CCT) profiles of the microgrids with respect to 

the four hybrid scenarios and the classical scenario (with DGs only) as well as three 

operating modes, namely island, interconnection, and cluster mode. 

 Qualitative  stability  assessment  by  comparing  the  behavior  of  the  four  hybrid 

microgrids (i.e., hybrid scenarios in cluster mode) with that of the classical microgrid 

for a three‐phase short‐circuit location. 

 Qualitative  investigation  of  the  impact  of  different  degrees  of  coupling  (i.e., 

operating modes) of microgrids on the system stability. 

 Quantitative TSA using  the micro‐hybrid method  in  the  scenarios  and  operating 

modes by investigating the system stability degree with respect to different clearing 

times for the same fault location. 

 Quantitative analysis of the critical energy and of the effect of the fault location on 

the critical energy in the cluster mode. 

In this research paper fundamentals will not be given in a separate chapter, since the relevant 

basics have already been presented in recently published journal articles [19,20]. Hence, the focus will 

be laid on methodology and results. The rest of the paper is structured as follows: In Chapter 2, the 

methodological approach will be explained in detail. The modelled microgrids, the scenarios and the 

operating modes together with the dimensioning of the controllers in PV and BSS will be described. 

The  last subchapter deals with  the approach with respect to the qualitative and quantitative TSA. 

Chapter 3 describes the simulation results and the corresponding discussion. The first part of this 

chapter  focuses  on  the  results  of  the  qualitative  TSA, whereas  the  second  part  deals with  the 

quantitative TSA. A detailed summary of the research work along with the key findings, as well as 

an outlook, will be given in Chapter 4. 

2. Methodology 

2.1. System Modelling 

The model of the three coupled or pooled rural microgrids comprising DGs and static loads has 

been presented in previous papers [17,20,21]. The topology of the stand‐alone microgrids was slightly 

extended in this research work (see Figure 1) in order to connect grid‐feeding PV, grid‐forming BSS, 

as well as dynamic loads. The installed capacity of the clustered microgrid is ca. 950 kW. The ratio of 

the static to dynamic loads was exemplarily selected to be 0.8:0.2. The load was assumed to be high, 

such that the actual load is equal to 80% of the nominal power demand. The modelling and RMS‐

simulations of these microgrids were performed in software DIgSILENT® PowerFactory™. 

The dimensioning of the DGs, PV, and BSS as well as the powers was performed according to 

following criterion: 

 High mechanical (engine) loading of DGs (70%–80%) 

 High PV feed‐in (75%–85% of the nominal real power) 

 High consumption/feed‐in of BSS (60%–90% of the nominal real power) 

 Allowable maximum and minimum voltage and  frequency values according  to  the 

international norm ISO 8528‐5 in the steady‐state and sudden load change. 

The details of the 5th order modelling of diesel engine‐driven synchronous generators [22] from 

Stamford® [23] along with speed governor and voltage controller have been given in [17,20,21]. The 

nominal real power of DGs is between 24 and 112 kW (power factor of 0.8)—apparent power between 

30 and 140 kVA. In total 12 DGs (4 DGs per microgrid) were installed in the cluster mode, such that 

6 DGs were assumed  to be reserve DGs. They were connected or disconnected depending on  the 

point in time (scenario), whereas the other 6 DGs were operated continuously. 
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Figure 1. Topology of the investigated microgrids in the cluster mode with diesel generators (DGs), 

photovoltaics (PV), battery storage systems (BSS), and static and dynamic loads. 

PV systems were modelled considering the DC‐side. The dimensioning of the main components 

of PV systems—PV generator, DC‐link capacitor, and L  filter—has been explained  in  [17].  In  this 

research work, each microgrid comprises one PV system. The nominal active power of PV A.1 is 60 

kW and PV B.1 and C.1 is 44 kW, with a constant power factor of 0.95 (cap.). Each PV generator is 

made up of 28 modules in series and 6–9 modules in parallel—belonging to Sharp® NQ‐R258H [24]. 

The employed  inverters are Sunny TP 60 and Sunny TP Core1  [25,26]. The  investigated day was 

assumed to be a partly sunny day in a tropical country, where the solar irradiance and the PV module 

temperature is equal to 1000 W/m2 and 60 °C, respectively. On the other hand, the DC‐side of BSS 

was not considered in the framework of this research work. The inverter of BSS was connected to an 

ideal DC voltage source. The nominal power of BSS A.1 and BSS B.1 and C.1 is 56kW and 41 kW, 

respectively, with a power factor of 0.95 (cap.). The dimensioning of the controllers used in the grid‐

feeding PV systems and grid‐forming BSS will be described in Section 2.3. 

In contrast to transmission systems, modelling microgrids’ loads exclusively as SL does not lead 

to convincing results. [27] Off‐grid microgrids are usually relatively smaller in size and lack historical 

measurement data. Hence, dynamic loads were modelled directly in the studied microgrids instead 

of  considering  composite dynamic  load models  [28,29].  In  this  research work—the most widely 

employed dynamic  loads—double‐cage  induction motors were  taken  into account  for small‐scale 

agricultural activities, namely water pumps and sugarcane crushers [30,31]. On the other hand, the 

majority (80%) of the loads were modelled as static and constant impedance loads, which are voltage 

dependent and frequency independent. According to ISO 8528‐5, the modelled static loads belong to 

class G2 [32,33]. Each microgrid has a total nominal power of loads of roughly 200 kW. 

2.2. Overview of Scenarios and Operating Modes 

In  the  framework of  this  research,  five  scenarios and  three operating modes were analyzed. 

Depending on  the point  in  time during  the partly  sunny day,  four  scenarios were  considered as 

hybrid.  The  classical  scenario  was  also  analyzed  to  compare  the  hybrid  microgrids  with  the 

traditional microgrids comprising DGs only. Table 1 lists the investigated scenarios, where the BSS 
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act as loads and generating units in scenario “storage” and “sun & storage”, respectively. The load 

demand  remains  the  same  in all  the scenarios,  i.e., 80% of  the nominal power. Further,  the  solar 

irradiance and the PV module temperature were assumed to be constant in the corresponding hybrid 

scenarios. BSS were disconnected  in  scenario  “sun”, whereas PV  systems were  considered  to be 

inactive in scenario “night”. 

Table 1. Overview of the five investigated scenarios. 

Scenario  Name (Time of day)  Short form  Active equipment 

Classical 
Classical 

(‐) 
Cl  DGs 

Hybrid 

Storage 

(12 pm) 
St  DGs + PV + BSS (load) 

Sun 

(2 pm) 
Su  DGs + PV 

Sun & Storage 

(3 pm) 
S&S  DGs + PV + BSS (generation) 

Night 

(8 pm) 
Ni 

DGs + BSS 

(generation) 

The total installed capacity of DGs, PV, and BSS in each hybrid microgrid is listed in Table 2. 

The nominal active power of  the clustered microgrid  lies around 950 kW, whereas  the  total  load 

demand is about 650 kW. In the classical scenario with DGs only, the installed capacity of the DGs 

remains unchanged—i.e., equal to 665 kW, which is slightly higher than that of loads. The ratio of the 

total nominal active power of DGs, PV, and BSS lies around 70:15:15, independent of the operating 

mode. 

Table 2. Nominal active power (in kW) of DGs, PV, BSS, and loads in the hybrid microgrids. 

 
Generation 

Load  DG:PV:BSS 
DG  PV  BSS  Total 

Microgrid A  240  60  56  355  239  67:17:16 

Microgrid B  204  44  41  289  201  71:15:14 

Microgrid C  220  44  41  305  217  72:15:13 

Cluster  664  148  138  949  656  70:16:14 

Depending on the time of day (scenario) and degree of coupling (operating mode), reserve DGs 

were activated or deactivated, such that the engine loading lies between 70% and 80%—see Section 2.1. 

According to Table 3, the minimum number of active DGs is equal to 2 (“sun & storage” in the island 

mode), while the maximum number of operating DGs  is 12 (“classical” and “storage”  in the cluster 

mode).  In  this research work, only microgrid C  is studied  in  the  islanded  (ISD) mode, whereas  the 

coupling of microgrid A and C is investigated in the interconnected (INT) mode. Microgrid A, B, and 

C are connected with each other in the form of a ring in the clustered (CLS) mode. 

Table 3. Overview of the number of active DGs according to scenarios and operating modes. 

  Classical  Storage  Sun  Sun & Storage  Night 

Island  4  4  3  2  3 

Interconnection  8  8  6  4  6 

Cluster  12  12  8  6  8 

The percentage share of the actual active power of DGs, PV, and BSS in each operating mode is 

illustrated in Figure 2. Since BSS act as loads in “storage” unlike in “sun & storage”, BSS are not shown 

in the graphs. The highest amount of inverter‐based systems is observed in “sun & storage”. It should 

be noted that, the power exchange between the microgrids is negligible in both the interconnected and 

clustered mode. However,  the effect of pooling microgrids with significant power exchange on  the 

system stability can be analyzed in the future research work. 
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Figure  2.  Percentage  of  actual  real  power  of  DGs,  PV,  and  BSS  in  the  scenarios:  island  (a), 

interconnection (b), and cluster (c) mode. 

2.3.   Dimensioning of Controllers in Photovoltaics and Battery Storage Systems 

2.3.1. Photovoltaics 

Figure 3 depicts the block diagram of grid‐feeding PV systems with respective controllers. The 

inner and outer control loop corresponds to the current and DC voltage controller, respectively. The 

fundamentals of this block diagram have been given in [17,34,35]. In this section, the dimensioning 

of the PI controller in the current and DC voltage control block will be discussed. 

 

Figure 3. Block diagram of grid‐feeding photovoltaics with corresponding controllers, according to 

[35,36]. 
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The block diagram of the current control loop comprises a PI controller and a controlled plant, 

which is made up of three first‐order delay blocks [35]—cf. Figure 4. In order to reduce the complexity 

in representing  the  transfer  function of  the plant, an L  filter was  taken  into consideration  [35].  In 

principle, modulus optimum can be employed to dimension the parameters of the PI controller (𝐾  
and 𝑇 ), since there is no integrator block in the controlled plant [37]. 

However, due to the fact that  𝑇 4𝑇 , symmetrical optimum was used for dimensioning 𝐾  
and 𝑇   [37].  𝑇 𝐿 𝑅⁄ , where the numerator and denominator are the sum of equivalent short‐

circuit  inductance  and  resistance  at  the  point  of  common  coupling  as well  as  relatively  smaller 

inductance and resistance of the L filter, respectively.  𝑇   describes the summation of the calculation 

delay  𝑇   and PWM delay  𝑇   (set integration time‐step in the RMS‐Simulations) [35]. 

 

Figure 4. Block diagram of the inner control loop in PV, according to [35]. 

The corresponding  formula of 𝐾   and 𝑇   is shown  in Equation  (1), where  𝑎  represents  the 
variation  factor  [37]. According  to  the Bode magnitude  and  phase  plot  based  on  the  open‐loop 

transfer function as well as the step response of the closed‐loop transfer function for  𝑎  equal to 5, the 
control system was assessed to be stable. 

𝐾
𝑇 𝑅
𝑎𝑇

 

𝑇 𝑎 𝑇  
(1)

Table  4  lists  the  PI  controller  parameter  values  of  the  three  PV  systems  in  the  respective 

microgrids with regard to the three operating modes in scenario “storage”. The values corresponding 

to the other scenarios will not be shown. However, the calculation methodology is identical with that 

of scenario “storage”. 

Table 4. Values of 𝐾   and 𝑇   in the current controller of PV of scenario “storage” with respect to 

the operating modes. 

 
PV A.1  PV B.1  PV C.1 

𝑲𝒑𝒄  𝑻𝒊𝒄  𝑲𝒑𝒄  𝑻𝒊𝒄  𝑲𝒑𝒄  𝑻𝒊𝒄 
Island  ‐  ‐  ‐  ‐  0.21  0.004 

Interconnection  0.14  0.004  ‐  ‐  0.15  0.004 

Cluster  0.12  0.004  0.14  0.004  0.14  0.004 

DC Voltage Controller 

Figure 5 illustrates the block diagram of the outer control loop, which comprises a PI controller 

and a controlled plant. The latter consists of a calculation delay, inner (current) control loop, gain, 

and  plant. The plant  is  an  integrator  block due  to  the DC‐link  capacitance. Hence,  symmetrical 

optimum was  employed  for  dimensioning  the  parameters  of  the  PI  controller  𝐾 ,   and  𝑇 ,  

[37,38]. 

‐
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Figure 5. Block diagram of the outer control loop in PV, according to [38]. 

The corresponding formula of 𝐾 ,   and  𝑇 ,   is shown in Equation (2).  𝐶   and  𝑉   are the 

DC‐link capacitance and its voltage, respectively.  𝐸   represents the peak value of the line‐ground 
voltage, whereas  𝑇   is the summation of the time delays. [37,38] 

𝐾 ,
2𝐶 𝑉
3𝑎𝐸 𝑇

 

𝑇 , 𝑎 𝑇  
(2)

For  𝑎  equal to 2.4 the control system was analyzed to be stable based on the Bode magnitude 

and phase plot as well as the step response. However, the resulting values of  𝐾 ,   and  𝑇 ,   lead 

to  unacceptable  oscillations  in  the  investigated microgrids.  The  calculated  values  of  𝐾 ,   and 

𝑇 ,   were therefore exemplarily divided and multiplied by a factor of 15 and 1000, respectively. The 

resulting grid  simulations  (without any  fault or disturbance) were acceptable and plausible. The 

values of  𝐾 ,   and  𝑇 ,   of  the PV systems  for scenario “storage” with respect  to  the different 

operating modes are listed in Table 5. 

Table 5. Values of 𝐾 ,   and 𝑇 ,   in the DC voltage controller of PV of scenario “storage”   

with respect to the operating modes. 

 
PV A.1  PV B.1  PV C.1 

𝑲𝒑𝒗,𝑫𝑪  𝑻𝒊𝒗,𝑫𝑪  𝑲𝒑𝒗,𝑫𝑪  𝑻𝒊𝒗,𝑫𝑪  𝑲𝒑𝒗,𝑫𝑪  𝑻𝒊𝒗,𝑫𝑪 

Island  ‐  ‐  ‐  ‐  1.14  2.0 

Interconnection  1.27  2.0  ‐  ‐  1.14  2.0 

Cluster  1.27  2.0  1.14  2.0  1.14  2.0 

Phase Locked Loop (PLL) 

Grid‐feeding PV systems are synchronized with the rest of the microgrid using PLL [35,39]. The 

block diagram of the PLL comprising a PI controller and a controlled plant is illustrated in Figure 6. 

In the steady‐state, the voltage signal  𝑣   is equal to zero. 

 

Figure 6. Block diagram of the phase locked loop in PV, according to [39]. 

As a result of the integrator block in the controlled plant, symmetrical optimum was employed 

for  dimensioning  the  controller  parameters:  𝐾 ,   and  𝑇 , .  The  corresponding  formulae  are 

shown in Equation (3). The variation factor is given by  𝑏 1 𝜔 𝑇⁄ , where  𝜔   is the crossover 

frequency.  𝑉   is the nominal grid voltage in pu, i.e., per unit. [39] 

‐
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𝐾 ,
1

𝑏𝑉 𝑇
 

𝑇 , 𝑏 𝑇  
(3)

Table 6. Values of 𝐾 ,   and 𝑇 ,   in the phase locked loop of PV. 

  𝑲𝒑,𝑷𝑳𝑳  𝑻𝒊,𝑷𝑳𝑳 
PV A.1 

314  0.0101 PV B.1 

PV C.1 

Table  6  lists  the  calculated  controller parameters  of  the PLL  in PV  systems. The  values  are 

identical in each PV, since the parameters are independent of the grid connection point. 

2.3.2. Battery Storage Systems 

The block diagram of BSS with grid‐forming inverter, which can be operated in parallel mode 

with other generators, is shown in Figure 7. Hence, the PLL is absent in the control loops. Neglecting 

the DC‐side dynamics of BSS, the control structure comprises of three controllers: current, voltage 

(AC) and droop controller. The current and voltage controller represents the inner and outer control 

loop, respectively.  [36,40,41]  In  the droop controller,  there exists a correlation between active and 

reactive  power  with  angle  𝛿   and  the  input  signal  𝑣   [42].  The  details  of  the  grid‐forming 

inverters will not be dealt with in this paper.   

In  the  steady‐state  operating  conditions,  the  grid‐forming  inverters  act  as  voltage  sources. 

However, the inverters behave as controlled current sources in case of short‐circuits. [41] This is due 

to the fact that, the input signals of the current controller are limited to a maximum value of 1 pu 

with the help of a current limitation block. Hence, the output current of BSS will be not greater than 

the nominal value. [41,43] It should be noted that, virtual impedance strategy, described in [36,41], 

leads to frequent spikes in the output current, which is unfavorable in microgrids in case of short‐

circuits. 

 

Figure 7. Block diagram of grid‐forming BSS with corresponding controllers, according to [36,42]. 

Current Controller 

The block diagram of the inner control loop is identical to that of PV (see Figure 4). The Bode 

plots and the step response of the transfer functions were acceptable. The parameters in the current 

controller of BSS were calculated using Equation (1). The corresponding values are listed in Table 7. 
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Table 7. Values of 𝐾   and 𝑇   in the current controller of BSS of scenario “storage” with respect to 

the operating modes. 

 
BSS A.1  BSS B.1  BSS C.1 

𝑲𝒑𝒄  𝑻𝒊𝒄  𝑲𝒑𝒄  𝑻𝒊𝒄  𝑲𝒑𝒄  𝑻𝒊𝒄 
Island  ‐  ‐  ‐  ‐  0.60  0.0012 

Interconnection  0.76  0.0012  ‐  ‐  0.55  0.0012 

Cluster  0.68  0.0012  0.50  0.0012  0.50  0.0012 

AC Voltage Controller 

Figure 8 shows the block diagram of the voltage controller in grid‐forming BSS. The controlled 

plant comprises, among others, the integrator block due to the filter capacitance. Hence, symmetrical 

optimum was applied to determine the control parameters: 𝐾   and  𝑇 . [37,41,44] The Bode plots 

and  the  step  response of  the  transfer  functions  for  𝑎  equal  to 4 were acceptable and  the  control 

system was accessed to be stable. 

 

Figure 8. Block diagram of the outer control loop in BSS, according to [44]. 

The calculation of the control parameters was performed with the help of Equation (4), where 

𝐶   and  𝑇   represents the filter capacitance and the summation of time delays, respectively. [41,44] 

𝐾
𝐶
𝑎𝑇
 

(4) 
𝑇 𝑎 𝑇  

Long‐lasting oscillations were observed in grid simulations for the calculated values of 𝐾   and 

𝑇 —like in PV systems. Hence, 𝐾   and  𝑇   were exemplarily multiplied by a factor of 1.5 and 3000, 

respectively. Consequently, no oscillations were noticed. Table 8 lists the values of the parameters in 

the voltage controller of BSS in scenario “storage” regarding the three different operating modes. 

Table 8. Values of 𝐾   and 𝑇   in the voltage controller of BSS of scenario “storage” with respect to 

the operating modes. 

 
BSS A.1  BSS B.1  BSS C.1 

𝑲𝒑𝒗  𝑻𝒊𝒗  𝑲𝒑𝒗  𝑻𝒊𝒗  𝑲𝒑𝒗  𝑻𝒊𝒗 
Island  ‐  ‐  ‐  ‐  0.63  8.4 

Interconnection  0.91  8.4  ‐  ‐  0.63  8.4 

Cluster  0.91  8.4  0.63  8.4  0.63  8.4 

2.4. Fault Behaviour of Microgrids in the Island Mode 

Before  performing  dynamic  short‐circuit  analysis,  microgrid  C,  along  with  the  other  two 

microgrids, in the islanded mode was verified according to the ISO norm 8528‐5 [32,33] with respect 

to  the  five  scenarios—both  in  the  steady‐state  and with  sudden  step‐load  change.  The  latter  is 

performed by increasing as well as decreasing the actual power consumption of the static loads—at 

the  studied  operating  point—up  to  40%  and  90%,  respectively. According  to  [17],  a  significant 

reduction in the solar irradiance of ca. 55% within 2.5 s does not have negative consequences in the 

analyzed clustered microgrid model comprising DG and PV, which is similar to the microgrid model 

in scenario “sun”.   

‐
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The three‐phase fault location in microgrid C in scenario “storage” (representing all the installed 

grid equipment) is shown in Figure 9. Since the short‐circuit location is very close to a DG and a grid‐

forming BSS, the fault is assumed to be critical. The fault clearance is achieved by tripping the affected 

line only,  i.e., L C.5, with  the help of differential protection. The clearing  time  is  identical  in each 

scenario and corresponds to the minimum value of the CCT among the scenarios. It should be noted 

that, in this research work the resistance of the fault was assumed to be 0.02 Ω. 

If  the bus voltage drops below 0.15 pu,  inverter‐based systems can be disconnected from the 

system according to [45]. Further, DGs can be tripped in case of a voltage drop of 0.3 pu or less [45]. 

However, DGs, PV, and BSS were purposely not disconnected in this research work—irrespective of 

the bus voltage. On the other hand, induction motors, i.e., dynamic loads, were tripped 40 ms after 

the  fault  occurrence  using  undervoltage  protection  [46].  Soon  after  the  fault  incident,  induction 

motors will provide subtransient short‐circuit currents (similar to DGs), which are beneficial also in 

microgrids. However, the reactive power demand of induction motors during the fault‐on and the 

post‐fault  time period  can  be  very  critical  in microgrids  and  also  can  lead  to  voltage  or  system 

collapse. 

The short‐circuit behavior of the classical and the hybrid microgrids in the islanded mode was 

studied—before performing qualitative and quantitative TSA—not only at the system level, but also 

at the equipment level. First and foremost, the measured voltage and frequency on the buses were 

compared regarding the scenarios. The considered variables of DGs are relative rotor angle (i.e., rotor 

angle in the center of inertia frame, COI), actual rotor angular frequency, and relative rotor angular 

frequency deviation. Furthermore, electrical and mechanical torque of DGs were also analyzed taking 

“storage” and “sun & storage” (comprising DGs, PV, and BSS) into account. 

 

Figure 9. Microgrid C in the islanded mode (scenario “storage”) with the investigated fault location. 

The active and  reactive power as well as  the output current of DGs, PV, and BSS were also 

investigated.  The  profiles  of  the  static  and  dynamic  loads will  not  be  shown  in  this  paper.  By 

analyzing the system and the equipment behavior under short‐circuit conditions, the modelling of 

the classical and hybrid microgrids were verified and also compared with each other. 

2.5.   Effect of Pooling Microgrids on the System Stability 

The  influence  of  coupling microgrids  on  the  system  stability  should  be  analyzed  not  only 

qualitatively,  but  also  quantitatively.  It  has  been  already mentioned  that  only microgrid C was 

studied in the islanded mode. The interconnected mode corresponds to microgrid A and C, whereas 

the ring topology of microgrid A, B, and C was considered in the clustered mode. It should be noted 

that  the power exchange between  the microgrids  in  the coupled operating modes was negligible. 

These  three operating modes along with  five  scenarios  lead  to 15 different grid models,  in other 
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words 15 different cases. Henceforth, other combinations of the microgrids were not considered in 

this research work. 

Firstly, the CCT of microgrids with respect to the 15 cases were calculated by performing RMS‐

simulations (fault on lines) with a fault resistance of 0.02 Ω. This allows to compare the CCT values 

with respect to the scenarios and operating modes, so that the sensitivity of the microgrids can be 

assessed in terms of transient stability. The methodology of the calculation of the CCT has been given 

in [20]. The CCT values were categorized according to Table 9. The minimum feasible clearing time 

(differential protection) in the studied microgrids is approximately 60 ms [47–50]. 

Table 9. Classification of the CCT in the studied microgrids. 

CCT range  Risk level 

less than 60 ms  extreme 

60–100 ms  very high 

101–150 ms  high 

151–200 ms  medium 

201–300 ms  low 

greater than 300 ms  very low 

Secondly,  the  behavior  of  microgrids  in  the  case  of  the  three‐phase  fault  in  microgrid  C 

(illustrated in Figure 9) was investigated in detail. In contrast to the analysis in the islanded mode, 

the individual variables and parameters of the grid equipment will not be shown. In this research, 

work voltage and frequency stability will be analyzed along with rotor angle stability. 

2.6. Quantitative Transient Stability Assessment 

In the 1990s, five hybrid methods were proposed for quantitative TSA in transmission systems 

combining the advantages of TDS and TEF [51–55]. These techniques have been discussed in [19], 

which cannot be employed  in microgrids comprising engine‐driven synchronous generators with 

relatively  fast  reacting  speed governor. Hence, a new hybrid method has been proposed  in  [19], 

which has been  improved in [20]. This hybrid technique valid for microgrids is called “the micro‐

hybrid method”. Figure 10 lists the hybrid methods to quantitatively access the transient stability of 

electrical energy systems. 

 

Figure 10. Overview of the hybrid methods for quantitative TSA. 

Using the micro‐hybrid method, three stability related terms can be determined, namely system 

stability  degree  (SSD)  as well  as  stability  reserve  degree  (SRD)  and  participation  factor  (PF)  of 

individual synchronous generators. The corresponding results of the TDS can be analyzed further 

with the help of the TEF given in Equation (5).  𝐸,  𝐸 , and  𝐸   represents the total energy, kinetic 
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energy (KE), and potential energy (PE), respectively. The detailed derivation, based on [22,56], can 

be found in [19,20]. 

𝐸 𝐻 𝜔 ∆𝜔 , 𝜏 , 𝑑𝛿  

(5) 

𝐸 𝐻 𝜔 ∆𝜔 , and  𝐸 𝜏 , 𝑑𝛿  

𝐻 ,  𝜔 , and  ∆𝜔 ,   are the inertia constant of the  𝑖‐th synchronous generator, nominal rotor 

angular velocity, and change in the rotor angular velocity in the COI frame, respectively. On the other 

hand,  𝛿   and  𝛿   represents the pre‐fault and post‐fault rotor angle of the  𝑖‐th synchronous 
generator, respectively. Further, the rotor angle of each generator in the COI frame is given by  𝛿 . 

𝜏 ,   describes the equivalent torque of the individual generators in the COI frame (see Equation 

(6)). 

2𝐻
𝑑∆𝜔 ,

𝑑𝑡
𝜏 , 𝜏 ,

𝐻
𝐻

𝜏 , 𝜏 ,  
(6)

𝜏 ,   and  𝜏 ,   represent  the  mechanical  and  electrical  torque  of  the  𝑖 ‐th  synchronous 
generator,  respectively. The  summation of  the  inertia  constant of  each generator  is given by  𝐻 . 

Equation (7) describes the equivalent torque of the COI reference machine  𝜏 , , where  ∆𝜔 ,   is 

the change in the rotor angular velocity of the COI reference machine. 

𝜏 , 2𝐻
𝑑∆𝜔 ,

𝑑𝑡
𝜏 , 𝜏 ,  

(7)

The methodology of the calculation of the KE and PE has been explained  in detail  in [19,20]. 

Based on the energy values of all the generators until the point of time corresponding to the end of 

the forward swing of the critical generator, the critical energy  𝐸   and clearing energy  𝐸   can be 

calculated [19,20].  𝐸   and  𝐸   correspond to the CCT and (stable) fault clearing time, respectively. 

Due to a large number of investigated cases (15 in total) regarding operating modes and scenarios, 

only the SSD has been taken into account in this research work, which is given by Equation (8). SSD 

defines the percentage margin of a microgrid towards instability boundary for a (stable) fault clearing 

time, e.g., SSD of 75% indicates that the microgrid has a reserve of 75% with respect to the rotor angle 

stability. In other words, the microgrid has lost 25% of its stability reserve. 

𝑆𝑆𝐷
𝐸 𝐸
𝐸

∙ 100 % 
(8)

In [20], the threshold value of the SSD to determine the corrected critical clearing time (CCCT) 

was discussed. Since a microgrid cannot be modelled without any inaccuracies and assumptions, a 

SSD‐threshold of 10% can be assumed. As a result, the new CCT, i.e., CCCT, can be considered as the 

maximum allowable time to clear the fault. 

Furthermore,  the  critical  energy  of  the  system  𝐸   and  the  critical  machine  𝐸 _   were 

analyzed  taking  the  CCT  into  consideration.  In  a  one‐machine  infinite  bus  system,  the  CCT  is 

inversely proportional to the critical energy. The correlation between these critical energies and the 

CCT was  studied  regarding  the operating modes  and  scenarios.  Similarly,  the  effect of  the  fault 

location on the critical energy was analyzed in the clustered mode with respect to the three‐phase 

fault on both ends of L C.5, i.e., very close to busbar (BB) C.5 and C.6. 

3. Results and Discussion 

The results of the performed simulations will be presented and discussed in this section. Firstly, 

the CCT profile of the different operating modes and scenarios will be described in Section 3.1. The 

next  section  (Section  3.2) deals with  the  system behavior under  fault  conditions  in  island mode. 



Energies 2020, 13, 1286  14  of  42 

 

Consequently, the influence of coupling microgrids on the voltage, the frequency, and the rotor angle 

stability will be qualitatively analyzed  in Section 3.3. Furthermore,  the profiles of  the SSD versus 
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3.1. Critical Clearing Times 

3.1.1. Comparison of Scenarios   
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to the islanded mode (microgrid C), interconnected mode (microgrid A and C), and clustered mode 
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faults  were  simulated  on  lines  within  each  microgrid  except  tie‐lines.  The  categorization  and 

comparison of the CCT values is based on Table 9. 

Island 

Figure 11a corresponds to the islanded mode (i.e., microgrid C). The risk level of the majority —

approximately 80%—of the CCT values in each scenario is very low (CCT > 300 ms). In scenario “sun 

& storage” with DGs, PV, and BSS (acting as generating units), several CCT values correspond to the 

risk level belonging to medium, which is considered to not be critical. In the following subsections, 

the CCT profile of the interconnected and clustered mode will be discussed. 
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Figure  11.  Percentage  distribution  of  CCT  with  respect  to  different  scenarios  in:  island  (a), 

interconnection (b), and cluster (c) mode. 
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Cluster 

Figure  11c  shows  that  the  CCT  profile  of  each  scenario  is  almost  identical  to  that  of  the 

interconnected mode—cf. Figure 11b. Scenario “sun & storage” can be highly recommended in the 

interconnected and clustered mode, whereas any scenario can be preferred in the islanded mode.   

Considering a three‐phase fault on line L C.5 (see Figure 9), an in‐depth analysis of the effect of 

coupling off‐grid microgrids on  the system stability will be performed  in Section 3.3.  In  the next 

section, a quantitative comparison of the CCT profiles will be performed taking only microgrid C into 

account. 

3.1.2. Comparison of Scenarios with Respect to Operating Modes 

Interconnection vs. Island 

With  the  help  of  Equation  (9),  the  CCT  of  11  overhead  lines  in  microgrid  C  has  been 

quantitatively  compared  regarding  the  interconnected  and  islanded mode.  𝛥𝐶𝐶𝑇 ,  𝐶𝐶𝑇 ,  and 

𝐶𝐶𝑇   correspond  to  the  relative CCT difference  in percentage,  absolute CCT  value  (ms)  in  the 

interconnected mode and islanded mode, respectively. 
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𝐶𝐶𝑇 𝐶𝐶𝑇

𝐶𝐶𝑇
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(9)

It can be observed  in Figure 12  that except scenario “sun & storage” a negative difference  is 

characterized in each scenario. The maximum positive and negative difference lies around +40% and 

−80%, respectively. The fault on line L C.5—close to a DG and BSS, and with a CCT change of roughly 

+10% and −70%—will be investigated in the further sections. 

 

Figure 12. Relative percentage difference of CCT of microgrid C in interconnection and island mode. 
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Figure 13. Relative percentage difference of CCT of microgrid C in cluster and island mode. 
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operating modes can be compared directly. 

Classical 

Figure 14a represents the percentage distribution of CCT in the classical scenario of microgrid C 
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Figure 14. Percentage distribution of CCT in microgrid C with respect to different operating modes 

in: classical (a), storage (b), sun (c), sun and storage (d), and night (e) scenario. 

Hybrid 

In scenarios “storage” and “sun”, i.e., Figure 14b and 14c, island operation can be preferred to 

coupling modes for microgrid C. However, cluster mode can be favored in scenario “sun & storage” 

(cf. Figure 14d). The choice can be made between the islanded and interconnected mode in scenario 

“night” (cf. Figure 14e) from the microgrid C’s point of view. 

In general, scenario “sun & storage” can be preferred to other scenarios in the interconnected 

and clustered mode. On the other hand, the selection of scenarios is not critical in the islanded mode. 

Furthermore,  coupling  classical  or  hybrid microgrids  does  not  pose  serious  problems  regarding 

transient stability, whereas the stability risk in the pooled modes is higher as against the islanded 

mode. However, the effect of extended coupling of microgrids (with different topologies) on the CCT 

values needs further investigations. 

3.2. Fault Behaviour of Microgrid C in Island Mode 

Before  investigating  the  fault  behavior  of  the  coupled  classical  and  hybrid microgrids,  the 

response of microgrid C at both system and equipment level, will be studied. Further, the microgrid 

modelling can be verified by analyzing the system and equipment profiles in the pre‐fault, fault‐on, 

and post‐fault period. 

The  fault  clearing  time was  chosen  such  that  it  corresponds  to  the minimum  CCT  of  the 

scenarios. The CCTs of the scenarios in the ascending order is as follows: sun and storage (531 ms), 

classical (588 ms), sun (667 ms), storage (793 ms), and night (1058 ms). Hence, the fault on line L C.5 

(see Figure 9) is cleared after 531 ms. 

Bus Voltage and Frequency 

Figure 15 shows the voltage profiles of the busbars (BB) in microgrid C for different scenarios. 

Due to the relatively smaller dimension of microgrid C, voltage at all the busbars drops significantly 

soon after the fault incident. It should be noted that induction motors were disconnected 40 ms after 

the fault occurrence. The resulting voltage fluctuation (marginal increase) is negligibly small. During 

the fault‐on period, i.e., until the fault clearance, the corresponding bus voltages are almost similar 

in each scenario. Further, the post‐fault voltage recovery  is relatively quick—within about 1 s—in 

both  the classical and hybrid  scenarios. The  influence of  the employment of PV and BSS  (hybrid 

scenarios) is not significant in the islanded mode of the studied microgrid C. 
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(a) Cl  (b) St 

   

(c) Su  (d) S&S 

 

(e) Ni 

Figure 15. Voltage of busbars of microgrid C (island mode) in: classical (a), storage (b), sun (c), sun 

and storage (d), and night (e) scenario. 

The observed frequency at the busbars of microgrid C of each scenario is illustrated in Figure 

16. The minimum and maximum frequency in every scenario, except “sun & storage” is 45 Hz and 

55 Hz, respectively—i.e., ±10% of the nominal value. The frequency range in “sun & storage” with 2 

DGs is between 43 Hz and 57 Hz (±14%). The frequency drops significantly in the subtransient phase 

due to the provision of very high short‐circuit current/power by the DGs. The frequency fluctuation 

due to the disconnection of induction motors 40 ms after the fault incident is noticeable, however not 

critical. During fault‐on period, the frequency values lie in the overfrequency range (greater than 50 

Hz) as a result of the very fast reaction of the speed governor of the DGs. This will be discussed more 

in the following subsections. 

A sharp frequency increase is noticed in each scenario soon after the fault clearance, which is as 

a  result  of  the  positive  difference  between  the  total  generation  and  load  in  the microgrid.  The 

frequency  recovery  in  the post‐fault period  lasts only about 1  s. Due  to  the disconnection of  the 

induction motors and absence of secondary frequency control (in principle not necessary for stability 
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analyses)  in  the  studied  microgrids,  the  steady‐state  frequency  in  the  post‐fault  period  is 

approximately equal to 50 Hz and not exactly 50 Hz. 

   

(a) Cl  (b) St 

   

(c) Su  (d) S&S 

 

(e) Ni 

Figure 16. Frequency of busbars of microgrid C (island mode) in: classical (a), storage (b), sun (c), sun 

and storage (d) and night (e) scenario. 

Relative Rotor Angle, Actual Rotor Angular Frequency and Relative Rotor Angular Frequency 

Deviation of DGs 

Relative rotor angle 

The rotor angle of the DGs in microgrid C of each scenario in the COI reference frame is depicted 

in Figure 17. The list of the active DGs in every scenario is shown in Table 3. The critical machine is 

DG C.2 in all the scenarios except in scenario “sun & storage”, where DG C.1 loses synchronism. Even 

though scenario “sun & storage” has  the minimum CCT  (corresponding  to  the clearing  time), the 

observed value of the rotor angle of the critical machine is slightly higher than 80°. In general, the 

end of the forward and backswing of the DGs in each scenario occurs almost at the same point of 

time. 
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(a) Cl  (b) St 

   

(c) Su  (d) S&S 

 

(e) Ni 

Figure 17. Relative rotor angle of DGs of microgrid C (island mode) in: classical (a), storage (b), sun 

(c), sun and storage (d) and night (e) scenario. 

Actual Rotor Angular Frequency 

Figure 18 illustrates the actual rotor angular frequency of the DGs in microgrid C of each scenario. 

Soon after the fault incident, the speed of the rotors drops due to the provision of (subtransient) short‐

circuit currents by DGs. As a result of the decrease in the magnitude of the short‐circuit currents and 

increase  in  the mechanical moment  of  the  speed  governor during  the  fault‐on  period,  the  rotor 

angular frequency of the DGs increases. The DGs regain synchronism within roughly 500 ms after 

the  fault  clearance.  In  scenarios with  the maximum  number  of DGs,  i.e.,  classical  and  storage, 

relatively larger oscillations can be noticed. 
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Figure 18. Actual rotor angular frequency of DGs of microgrid C (island mode) in: classical (a), storage 

(b), sun (c), sun and storage (d), and night (e) scenario. 

Relative Rotor Angular Frequency Deviation 

The  relative  rotor  angle  of  the DGs  is  directly  related  to  their  relative  rotor  angular  frequency 

deviation (see Figure 19), which is also represented in the COI reference frame. It can be observed 

that the DGs with the rotor acceleration during the fault‐on period exhibit deceleration soon after the 

fault clearance, and vice‐versa. The maximum relative rotor angle (see Figure 17) is noticed just after 

clearing the fault, where the rotor angle deviation is predominantly due to the rotor acceleration. The 

rotor angle  increases  further—only  slightly—after  tripping  the  faulty  line as a  result of  the  rotor 

deceleration. The negative relative angular frequency of the critical machine corresponds to the sharp 

decrease in the rotor angle. 
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Figure 19. Relative rotor angular frequency deviation of DGs of microgrid C (island mode) in: classical 

(a), storage (b), sun (c), sun and storage (d), and night (e) scenario. 

Electrical and Mechanical Torque of DGs 

In the following subsections, the scenarios “storage” and “sun & storage” will be considered, 

where  the BSS  acts  as  a  load  and  a generation unit,  respectively. Further,  these  two  scenarios—

representing DGs, PV, and BSS being active—correspond to the maximum and minimum number of 

the DGs.  Figure  20  illustrates  the  electrical  (in  principle,  electromagnetic)  torque  of  the DGs  in 

microgrid C. The  sharp  increase of  the  torque—soon after  the  fault  incident—corresponds  to  the 

subtransient short‐circuit current, which will be shown at the end of this section. Since the voltage 

drop  in scenario “sun & storage”  is slightly higher  than  in storage,  the corresponding maximum 

torque of DG C.1  in  scenario  “sun &  storage”  is  3.5 pu, whereas  the value  is  2.6 pu  in  scenario 

“storage”. As a result of the (sustained) fault until the line tripping, a relatively smaller short‐circuit 

current leads to an electrical torque of less magnitude.   
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(a) St  (b) S&S 

Figure 20. Electrical torque of DGs of microgrid C (island mode) in: storage (a) and sun and storage 

(b) scenario. 

Several tens of milliseconds after the fault occurrence, the mechanical torque of the DGs will be 

increased by the speed governor DEGOV1 of the DGs due to the drop in the frequency (cf. Figure 

21). In case of transmission systems, the speed governor in synchronous generators during fault‐on 

period does not change the mechanical torque due to relatively large time constants (few seconds) 

[22].  However,  the  set  point  of  torque/power  can  be  changed  very  quickly  in  engine‐driven 

generators. The maximum and the minimum limit of torque in DEGOV1 corresponding to 1 pu and 

0 pu, respectively, can be observed in the profiles. Once the short‐circuit current (electrical torque) of 

the DGs  decreases,  the  difference  between  the mechanical  and  electromagnetic  torque  becomes 

positive, which causes an increase in the rotor speed. Consequently, the mechanical torque is reduced 

by DEGOV1 from 1 pu to almost 0 pu. After the fault clearance, the torque will be increased such that 

the speed deviation becomes zero. 

   

(a) St  (b) S&S 

Figure 21. Mechanical torque of DGs of microgrid C (island mode) in: storage (a) and sun and storage 

(b) scenario. 

Active and Reactive Power as well as Output Current of DGs, PV, and BSS 

Active Power 

Since the voltage is nearly 0.1 pu during fault‐on period, the electrical power is close to 0 pu. 

However, due to the residual voltage and very high short‐circuit current in the subtransient phase 

the active power is significantly high—cf. Figure 22. 
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Figure 22. Real power of DGs of microgrid C (island mode) in: storage (a) and sun and storage (b) 

scenario. 

The active power of the grid‐feeding PV in scenario “storage” and “sun & storage” is shown in 

Figure 23. Unlike DGs the provision of the short‐circuit current in PV is limited. Hence, the profile of 

the active power is significantly dependent on the terminal voltage. Due to the relatively slower (post‐

fault) voltage recovery in sun and storage, it takes slightly longer to reach the pre‐fault value of the 

active power. 

   

(a) St  (b) S&S 

Figure 23. Real power of PV of microgrid C  (island mode)  in: storage  (a) and sun and storage  (b) 

scenario. 

Figure 24 illustrates the active power of the grid‐forming BSS, where it operates as a load and 

generating unit  in  storage  and  sun  and  storage,  respectively. Even  though BSS  acts  as  a voltage 

source, the behavior during the fault‐on period is similar to that of grid‐feeding inverters, i.e., current 

sources. According to Section 2.3.2, the short‐circuit current of BSS, like in PV, is restricted to 1 pu. 

Henceforth, the active power profiles are similar to the corresponding (terminal) voltage profiles. 
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(a) St  (b) S&S 

Figure 24. Real power of BSS of microgrid C (island mode) in: storage (a) and sun and storage (b) 

scenario. 

Reactive Power 

In Figure 25 the reactive power of the DGs in microgrid C is depicted. Due to the resistive‐inductive 

(static and dynamic) loads, the DGs provide capacitive reactive power. Similar to the active power, 

the reactive power depends on the terminal voltage and output current of the DGs. Thus, the reactive 

power is relatively less during the fault‐on period. After the fault clearance, the DGs close to the fault 

location act as inductive loads, since the corresponding terminal voltages are relatively less than the 

terminal voltages of the DGs that are relatively far away from the short‐circuit location. Due to the 

disconnection of inductive motors, the power set‐points of the DGs should be adjusted once the post‐

fault steady‐state has been reached. 

   

(a) St  (b) S&S 

Figure 25. Reactive power of DGs of microgrid C (island mode) in: storage (a) and sun and storage 

(b) scenario. 

The grid‐feeding PV system—along with DGs and BSS—provides capacitive reactive power in 

the pre‐fault period—see Figure 26. In contrast to the DGs, the reactive power of PV can be controlled 

during fault‐on period. The output signals of the power control block (cf. Figure 3) along with the 

current limiter block are  𝑖 _   and  𝑖 _ . Due to the disconnection of induction motors 40 ms after 

the  fault  incident,  the  (inductive)  reactive power demand  in  the microgrid  is  relatively not high 

during fault‐on and especially post‐fault period. Further, by giving 100% priority  to active power 

(i.e., no reactive power provision) under short‐circuit conditions, a positive effect on the transient 

stability has been noticed in [17]. Thus, the PV system is made to reduce its reactive power completely 

to zero.   
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Figure 26. Reactive power of PV of microgrid C (island mode) in: storage (a) and sun and storage (b) 

scenario. 

Similarly, the main input signals of the current control block in grid‐forming BSS are (cf. Figure 7) 

𝑖 _ _   and  𝑖 _ _ . In case of a short‐circuit, modified very high reference current signals, i.e., the 

mentioned signals, will be fed into the current control block, such that  𝑖 _ _   is equal to zero. Hence, 

the grid‐forming BSS acting now as a current source is forced not to provide any capacitive reactive 

power  directly  after  the  fault  incident—see  Figure  27.  Since  the  BSS  acts  as  a  load  in  scenario 

“storage”, the capacitive reactive power is shown with a minus sign. 

   

(a) St  (b) S&S 

Figure 27. Reactive power of BSS of microgrid C (island mode) in: storage (a) and sun and storage (b) 

scenario. 

Output Current 

The  initial  and  the  sustained  short‐circuit  currents of  the DGs  (cf. Figure 28)  are within  the 

acceptable limits [23]. DG C.3 in scenario “storage” is characterized with a relatively higher output 

current due to the closeness to the fault location. 

   

(a) St  (b) S&S 

Figure  28. Current of DGs of microgrid C  (island mode)  in:  storage  (a)  and  sun  and  storage  (b) 

scenario. 

In contrast  to DGs,  the output current of PV and BSS can be controlled by varying the  input 

current signals of the current controller block. Otherwise, the power electronic components will be 

overloaded and/or damaged due to very high short‐circuit currents. [35,43] The output current profile 

of the grid‐feeding PV system is shown in Figure 29.   

Soon after the sudden voltage drop due to the fault, the difference between the DC currents  𝐼  

and  𝐼   in PV (see Figure 3) becomes positive. As a result of the increase of  𝐼 , the DC‐link voltage 
𝑉   rises. With the help of the DC voltage controller, the output current of PV is indirectly increased 

by increasing the equivalent (d‐component) input signal of the current controller block. [17] At the 
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same  time,  𝑖 _   is set  to zero by giving entire priority  to  𝑖 _ . Due  to  the corresponding  time 

constants in the control loops, it takes several milliseconds until the output current reaches 1 pu. Due 

to the reduction in the reactive power soon after the short‐circuit occurrence, the post‐fault (steady‐

state)  current  is different  from  the pre‐fault  current. However,  the  active power  output  remains 

unaltered (cf. Figure 23), since the solar irradiance and the module temperature were assumed to be 

constant in the transient stability analyses. 

   

(a) St  (b) S&S 

Figure 29. Current of PV of microgrid C (island mode) in: storage (a) and sun and storage (b) 

scenario. 

The BSS in microgrid C acts as a generating unit in scenario “sun & storage”. Since the DC side of the 

storage  system was modelled  by  a  constant DC  voltage  source  in  this  research work,  a  sudden 

increase in the output current is noticed in the BSS (see Figure 30). Further, the post‐fault current is 

strongly dependent on the terminal voltage. On the other hand, the output current of the BSS acting 

as a  load  in scenario “storage”  is reduced, since the operating mode (charging/storing) of the BSS 

remains unchanged. 

   

(a) St  (b) S&S 

Figure 30. Current of BSS of microgrid C (island mode) in: storage (a) and sun and storage (b) 

scenario. 

3.3. Effect of Pooling Microgrids on the System Stability 

In this section, the simulation results of the three‐phase short‐circuit analysis on line L C.5 in 

microgrid C corresponding to the three operating modes (island, interconnection, and cluster) will 

be presented with  respect  to  voltage,  frequency  and  rotor  angle  stability. The  studied  fault was 

cleared after 192 ms, which corresponds to the minimum CCT among the scenarios and operating 

modes—classical scenario and interconnection mode. 
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In Figure 31, the measured voltage on busbar C.5 in the different operating modes with respect 

to the five scenarios is illustrated. A positive effect on the minimum voltage during fault‐on is noticed 

in  the  interconnected  and  clustered  mode  as  against  the  islanded  mode—independent  of  the 

scenarios. Except in scenario “night”, the clustered mode is characterized by a better voltage profile 

during fault‐on and post‐fault period. Even though the improvement in the voltage profiles of the 

scenarios between the fault incident and clearance is subtle, the influence on the frequency and rotor 

angle stability is significant in microgrids. 

 

 

 

 

(a) Cl  (b) St 

 

 

 

 

(c) Su  (d) S&S 

 

(e) Ni 

Figure 31. Voltage on busbar C.5 in the islanded, interconnected and clustered mode in: classical (a), 

storage (b), sun (c), sun and storage (d) and night (e) scenario. 

3.3.2. Frequency Stability 
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Due to space constraints, the frequency stability will be discussed taking the reference scenario, 

i.e., classical, and the hybrid scenario (sun and storage) with the least number of DGs. Figure 32 shows 

the actual rotor angular frequency of the DGs in the three different operating modes. Similar to the 

voltage  stability,  the  coupling of microgrids  leads  to  an  improvement  in  the  frequency  stability. 

Further, a positive impact is noticed also in the other scenarios, which are not shown in this research 

paper. Due  to  the disconnection of  the  induction motors after  the  fault occurrence,  the post‐fault 

steady‐state value of the angular frequency of the DGs is not exactly equal to 1 pu. Further, secondary 

frequency control is not implemented in the microgrids, since the focus of this research work lies on 

the short‐term stability analysis. 

   

(a) ISD, Cl  (b) ISD, S&S 

   

(c) INT, Cl  (d) INT, S&S 

   

(e) CLS, Cl  (f) CLS, S&S 

Figure 32. Actual rotor angular frequency of the DGs in the islanded, interconnected and clustered 

mode in: classical (a, c, and e) and sun and storage (b, d, and f) scenario. 

3.3.3. Rotor Angle Stability 

The rotor angle (in the COI frame) of the DGs belonging to microgrid C in the three operating 

modes and scenario “classical” and “sun & storage” is presented in Figure 33. Regarding the classical 
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scenario,  the  rotor  angle  oscillations  (excursions)  increase  in  coupled microgrids  as  against  the 

islanded operating mode, thus a negative impact on the rotor angle stability. However, a marginal 

positive effect  is observed  in scenario “sun & storage”, which can be also noticed  in  the positive 

∆𝐶𝐶𝑇—see Section 3.1.2. According  to Figure 12 and Figure 13 as well as the profiles of the other 

hybrid scenarios,  rotor angle  stability  is deteriorated by coupling microgrids,  like  in  the classical 

scenario. 

   

(a) ISD, Cl  (b) ISD, S&S 

   

(c) INT, Cl  (d) INT, S&S 

   

(e) CLS, Cl  (f) CLS, S&S 

Figure 33. Relative  rotor angle of  the DGs  in  the  islanded,  interconnected and clustered mode  in: 

classical (a, c, and e), and sun and storage (b, d, and f) scenario. 

Based on  the  three  types of  system  stability—for  the  fault on L C.5—optimal  scenarios  and 

operating modes can be selected (see Table 10) in the grid planning and/or during near real‐time grid 

operation.  The  qualitative  assessment  with  respect  to  the  voltage  stability  was  performed  by 

analyzing the voltage drop soon after the fault incident as well as the post‐fault voltage recovery. The 

frequency and the rotor angle stability were assessed qualitatively by studying the excursions and 

oscillations  during  fault‐on  and  post‐fault  period. As  against  the  hybrid  scenarios,  the  scenario 

“classical” does not outperform in the investigated cases. 
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According  to  the qualitative  rotor angle stability analysis  (highlighted  in Table 10),  it can be 

concluded that: 

 Storage, sun and night scenario can be chosen in the islanded operation of microgrid 

C. 

 Furthermore,  storage,  sun  and  storage,  and  night  scenario  outperform  the  other 

scenarios in the interconnected operating mode.   

 In the clustered operating mode, sun and storage, and night scenario are beneficial. 

Table 10. Overview of the optimal scenarios in the different operating modes. 

    Cl 
St 

(12 pm) 

Su 

(2 pm) 

S&S 

(3 pm) 

Ni 

(8 pm) 

Island 

𝑉           
𝑓           
𝛿           

Interconnection 

𝑉           
𝑓           
𝛿           

Cluster 

𝑉           

𝑓           

𝛿           

Scenario “night”  is  the most optimal scenario  in each operating mode with respect  to  the system 

stability, whereas scenario “classical” is not advantageous. In practice, it is significantly tedious to 

draw conclusions taking every fault location and every microgrid topology into account. Hence, the 

selection of the optimal scenarios and operating modes should be performed by considering only the 

critical  fault(s).  Nevertheless,  the  decision‐making  process  based  on  the  qualitative  stability 

assessment leads to general conclusions with respect to numerous scenarios and operating modes as 

well as different topologies in a relatively larger cluster environment. 

3.4. System Stability Degree in Operating Modes and Scenarios 

3.4.1. Operating Modes 

The values of  the SSD for the corresponding  fault clearing  time—calculated using the micro‐

hybrid method according to Equation (8)—have been plotted for the different cases (13 out of 15) in 

Figure 34. The minimum fault clearing time of 60 ms has been highlighted by a vertical dashed line. 

It  has  been discussed  in  Section  2.6  that  an  SSD  of  10% was  chosen  as  the  threshold  value  for 

determining CCCT, which has been also shown in the form of a horizontal dashed line. It should be 

noted  that  the  stability  reserve  degree  and  the  participation  factor  of  individual  synchronous 

generators will be analyzed in the upcoming research work. However, the corresponding analysis 

taking the classical scenario into account can be found in [20]. 

If the fault is cleared 1 ms (impossible in practice) after the fault occurrence, the SSD lies around 

100%.  If  the  fault  clearance  is  increased,  the  system  stability  reserve  drops.  The  system  can  be 

characterized as uncritical  (or  the  fault can be considered as severe)  in case of a  low value of  the 

gradient of the SSD profile. Profiles with a very high slope are classified to be critical, since the SSD 

value gets  reduced  significantly. Any delay  in  clearing  the  fault  can  lead  to  instability.  It  can be 

inferred  from  Figure  34  (a)  that  the profile  in  the  islanded mode  is  less  critical  than  that  in  the 

interconnected and clustered mode. Furthermore, the difference between the CCT and CCCT values 

lies between 35% and 45%.   

The SSD profile of the hybrid scenarios is illustrated in Figure 34b–e. The profiles in the coupled 

modes are similar as against the islanded mode. The interconnected and islanded mode in scenarios 

“sun & storage” and “night” have been purposefully not shown in the figure, since the SSD—in these 

two cases—based on the performed TDS were not plausible. A detailed analysis of these two profiles 

was not performed in this research work. Further, the SSD of several cases (5 out of 13), e.g., scenario 
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“sun” in the islanded mode, lies around 0% for a clearing time less than the CCT. The corresponding 

clearing times up to the CCT were not plausible. Hence, the values of the SSD were assumed to be 

zero. These profiles should be further investigated. 

In general, the islanded mode, independent of the scenarios, is characterized by the best SSD 

profile—in terms of the CCT, the CCCT and the slope of SSD profiles. The profiles in interconnection 

and in cluster mode are acceptable. However, the sensitivity of the SSD for various clearing times is 

relatively high. The  trend  (slope) of  the SSD profiles should be analyzed  in case of scenarios and 

operating modes with higher CCT values. 

(a) Cl  (b) St 

(c) Su  (d) S&S 

 

(e) Ni 

Figure 34. System stability degree versus fault clearing times regarding the different operating modes 

in: classical (a), storage (b), sun (c), sun and storage (d), and night (e) scenario. 

The corrected critical clearing time (CCCT) can be determined based on the set threshold value 

in  the SSD profiles,  i.e., 10% SSD. Table 11  lists  the CCT, CCCT, and  their difference ΔCCT  in  the 

investigated cases. CCCT values less than 60 ms are not noticed in any of the cases. It is recommended 

to adjust the settings of protection systems based on the CCCT, instead of the CCT, so that the risk of 

system losing stability can be reduced further. 

Table 11. Overview of the CCT, CCCT, and ΔCCT in the three operating modes with respect to the 

five scenarios. 

    CCT in ms  CCCT in ms  ΔCCT 
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Classical 

ISD  588  377  36% 

INT  192  126  34% 

CLS  206  131  36% 

Storage 

ISD  793  610  23% 

INT  230  116  50% 

CLS  244  129  47% 

Sun 

ISD  667  243  64% 

INT  205  124  40% 

CLS  242  135  44% 

Sun & 

Storage 

ISD  531  200  62% 

INT  568  ‐  ‐ 

CLS  571  552  3% 

Night 

ISD  1058  ‐  ‐ 

INT  321  303  6% 

CLS  292  269  8% 

3.4.2. Scenarios 

In  case  of  analyzing  the  SSD  regarding  the  scenarios  in  the different  operating modes,  the 

profiles depicted  in Figure 35 can be  taken  into consideration. Similar to the previous section, the 

sensitivity or the slope of the SSD profiles should be taken into account while selecting the optimal 

scenario in each operating mode. The scenario with the highest value of CCT in each operating mode 

is characterized by the best SSD profile. The magnitude of the slope of the profiles corresponds to the 

respective CCT value.  If  the  (differential) protection system  is supposed  to clear a  fault  in cluster 

mode after, e.g., 100 ms, scenario “sun & storage” can be preferred as the optimal scenario. On the 

other hand, the CCCT values determined based on the SSD’s threshold value are listed in Table 12. 

(a) ISD  (b) INT 

 

(c) CLS 

Figure 35. System stability degree versus  fault clearing  times  regarding  the different scenarios  in: 

island (a), interconnection (b), and cluster (c) mode. 

Table  12. Overview of  the CCT, CCCT,  and ΔCCT  in  the  five  scenarios with  respect  to  the  three 

operating modes. 

    CCT in ms  CCCT in ms  ΔCCT 

Island 
Cl  588  377  36% 

St  793  610  23% 
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Su  667  243  64% 

S&S  531  200  62% 

Ni  1058  ‐  ‐ 

Interconnection 

Cl  192  126  34% 

St  230  116  50% 

Su  205  124  40% 

S&S  568  ‐  ‐ 

Ni  321  303  6% 

Cluster 

Cl  206  131  36% 

St  244  129  47% 

Su  242  135  44% 

S&S  571  552  3% 

Ni  292  269  8% 

3.5. Comparison of Critical Energy in Scenarios and Operating Modes 

In this section, the critical energy of the system and of the critical machine will be compared with 

each other—considering the islanded and clustered operating modes—in order to analyze the ratio 

of the critical energies. The calculation of the SSD is based on the system critical energy. According 

to the classical scenario—cf. Figure 17a—and other hybrid scenarios corresponding to the respective 

CCT, the critical DG can be generally easily noticed. Unlike in large transmission systems, a distinct 

formation of a critical group of DGs, approaching the stability limit, has been not observed  in the 

microgrids, which has been also given in [19,20].   

Island 

Figure 36 shows the absolute value of  𝐸   and  𝐸 _   as well as their ratio in each scenario for 

the fault on L C.5. Further, the CCT of the scenarios has been illustrated. The system critical energy 

decreases with a reduction in the number of the operating DGs (cf. Table 3). The trend of the profile 

of  𝐸 _   in  the  scenarios  cannot  be  compared with  that of  𝐸 . The  ratio of  𝐸 _   and  𝐸   is 

between ca. 20% and 60%, where the scenarios with fewer numbers of DGs are characterized by a 

higher ratio. A direct correlation between the critical energies and CCT values cannot be found in this 

research work, which will be analyzed in Section 3.6. 
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Figure 36. Analysis of the critical energies in the  islanded mode: system critical energy (a), critical 

energy of the critical machine (b), ratio of the critical energies (c), and CCT (d). 

Cluster 

The critical energies and the CCT in the clustered mode are depicted in Figure 37. Similar to the 

islanded mode, the share of  𝐸 _   in  𝐸   in the clustered (and also interconnected) operating mode 

lies between about 20% and 50%. Further, a direct proportionality between  𝐸   and the number of 

DGs can be seen. However, the absolute values of  𝐸   and  𝐸 _   differ significantly as against the 

values in the islanded mode. 

   

(a)  (b) 

   

(c)  (d) 

Figure 37. Analysis of the critical energies in the clustered mode: system critical energy (a), critical 

energy of the critical machine (b), ratio of the critical energies (c), and CCT (d). 

3.6.   Influence of Fault Location on Critical Energy in Cluster Mode 

The three‐phase fault on both ends of L C.5, i.e., very close to BB C.5 and BB C.6, was studied to 

determine a correlation between  the CCT and  the critical energy of  the system and of  the critical 

machine. The critical generator in each scenario in the clustered operating mode is DG C.2, whereas 

DG C.1  represents  the  critical machine  in  scenario  “sun &  storage”.  It  should  be noted  that  the 

scenarios will not be compared with each other in this section. However, the CCT,  𝐸 , and  𝐸 _  

will be analysed in each scenario—cf. Figure 38. 
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(a) 

   

(b)  (c) 

Figure 38. Minimum allowable clearing  time and critical energy  in each scenario: CCT  (a), system 

critical energy (b) and critical energy of the critical machine (c). 

In a one‐machine  infinite bus system, an  inverse proportionality exists between  the CCT and 

critical energy of the machine, modelled as a classical 2nd order generator. In case of a three‐phase 

fault very close to the synchronous generator, the terminal voltage  is almost zero during fault‐on. 

The resulting change in the KE and corresponding PE is relatively higher than that of a case (with the 

identical  pre‐fault  operating  point) with  an  insignificant drop  in  the  terminal  voltage—like  in  a 

single‐phase fault. The CCT of the critical fault is less as against the CCT of the fault with a residual 

voltage during fault‐on period. 

As against the short‐circuit close to BB C.5, the fault next to BB C.6 corresponds to a relatively 

higher residual terminal voltage of the critical machine DG C.2 (see Figure 9, however in the clustered 

mode) in every scenario, except in scenario “sun & storage”. According to Figure 38, it can be inferred 

that the CCT values and critical energies are both directly and inversely proportional. In scenarios 

“classical”, “storage”, and “night”, an increase in the CCT is observed. This corresponds to an indirect 

proportionality with  𝐸 _ , like in the above mentioned one‐machine infinite bus system. However, 

a negative difference of the CCT is related to a negative difference of  𝐸 _   in scenarios “sun” and 

“sun & storage” (critical machine being DG C.1).   

In principle, finding a direct correlation between the CCT and the system critical energy with 

respect to different fault locations, especially in the clustered operating mode, can be misleading. In 

the future research work, the correlation between the CCT and energies should be  investigated  in 

detail. For example, by analyzing the CCT (of critical faults) and the critical energy of every DG or 

group of “critical” DGs in the microgrids, the steady‐state operating point of DGs can be adjusted. 

4. Summary and Outlook 

4.1. Summary 

Pooling  nearby  off‐grid  hybrid  microgrids—comprising  diesel  engine‐driven  synchronous 

generators  as well  as  grid‐feeding  photovoltaics  (PV)  and  grid‐forming  battery  storage  systems 
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(BSS)—leads to a reduction in the fuel costs and greenhouse gas emissions as well as to an increase 

in  the  security  of  supply.  In  the  planning  phase  and  in  near  real‐time  operation,  coupling  of 

microgrids should be investigated not only in the steady‐state, but also from the transient stability 

point of view: both qualitatively  and quantitatively. This  calls  for  a detailed dynamic microgrid 

modelling  and  three‐phase  short‐circuit  analysis.  Using  the  recently  developed  micro‐hybrid 

method—combining time‐domain simulations and transient energy function analyses—quantitative 

transient stability assessment can be performed. 

Hence,  three  spatially  close  realistic  off‐grid microgrids  (A,  B,  and  C) were modelled  and 

analyzed  in  the  framework  of  this  research  regarding  three  operating  modes  (island  “C”, 

interconnection  “A  and B”,  and  cluster  “A, B,  and C”)  as well  as  five  scenarios with  respect  to 

different instants of time on a partly sunny day. Scenario “classical” represents microgrids with diesel 

generators  (DGs) only, whereas hybrid  scenarios “storage”, “sun”, “sun &  storage”, and “night” 

correspond to microgrids with DGs, PV, and BSS (either as loads or as generation units).   

Firstly, critical clearing  time  (CCT) profiles of  the microgrids were compared considering 15 

cases,  by  categorizing  three  operating modes  and  five  scenarios.  Secondly,  qualitative  stability 

assessment was performed  in microgrid C  (island mode)  for a (critical) short‐circuit  location very 

close to a DG and a BSS. The fault behavior of the hybrid microgrids was verified at the system and 

the equipment level, and was also compared with the response of the classical microgrid. Thirdly, 

the  effect of different operating modes of microgrids was  studied  among  the  scenarios  from  the 

system stability—i.e., voltage,  frequency, and rotor angle stability—point of view.  In  the  last  two 

sections, transient stability was accessed quantitatively with the help of the micro‐hybrid method. 

Regarding the studied fault location in microgrid C, a system stability degree (SSD) was calculated 

for each fault clearing time in the operating modes and scenarios. Further, the critical energy of the 

system and the critical machine as well as the effect of the fault location on the critical energy were 

investigated among scenarios and operating modes. 

The key findings of this research work can be summed up as follows: 

 Critical clearing times: According to the CCT profiles of the microgrids (based on 

the risk level) with respect to the operating modes and scenarios, it can be concluded 

that, any scenario can be preferred in the islanded mode. However, scenario “sun & 

storage” is characterized by better CCT profiles in the interconnected and clustered 

mode. In general, coupling classical or hybrid microgrids is not critical with respect 

to  the CCT values for the considered high  load operating point on a partly sunny 

day. However,  interconnection and cluster mode are characterized by a relatively 

higher risk of transient stability as against the island mode. 

 Fault behavior of microgrid C in island mode: The response of microgrid C—in the 

pre‐fault, fault‐on and post‐fault period—at both system and equipment level for the 

simulated short‐circuit can be assessed as plausible and thereby the dynamic system 

modelling can be validated. 

 Effect of pooling microgrids on  the system stability: Scenarios “storage”, “sun”, 

and “night” of microgrid C perform better in the islanded operation regarding the 

critical  short‐circuit  location.  On  the  other  hand,  scenarios  “storage”,  “sun  & 

storage”,  and  “night” outperform  in  the  interconnected mode. Further,  scenarios 

“sun & storage” and “night” have a positive  impact on the system stability in the 

clustered mode. In this studied case, scenario “night” can be categorized to be the 

most optimal in each operating mode, whereas scenario “classical” does not perform 

better among the scenarios. Analyses regarding the selection of the optimal operating 

modes and scenarios should be executed on a regular basis—by considering only the 

critical fault(s) with respect to either location or CCT values—in the near real‐time 

grid operation. 

 System  stability  degree  in  operating  modes  and  scenarios:  The  SSD  was 

determined for each corresponding (stable) fault clearing time in various cases with 

the  help  of  the  micro‐hybrid  method.  The  SSD  profile  of  the  scenarios  in 
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interconnection  and  cluster  mode  is,  in  terms  of  the  severity  of  the  fault  and 

sensitivity  of  the  system,  more  critical  than  that  in  island  mode,  which  is 

characterized by the slope of the profiles. The relative difference between the CCT 

and the corrected critical clearing time (CCCT) of the cases, calculated based on the 

threshold value of  the SSD,  lies between 3% and 64%.  It  is  recommended  to  take 

CCCT into account while setting the protection systems in microgrids, so that the risk 

of system losing stability can be reduced even further. In addition, the gradient of 

the SSD profiles should be considered while selecting  the optimal scenario  in  the 

operating modes and scenarios. 

 Comparison of critical energy in scenarios and operating modes: According to the 

analyses of the absolute value of the critical energy of the system and of the critical 

machine as well as the CCT (of the studied fault in different scenarios and operating 

modes), it can be inferred that, the ratio of the critical energy of the critical machine 

to that of the system lies between 20% and 60%. The ratio is relatively higher in the 

scenarios with a smaller number of active DGs.   

 Influence of  fault  location on  critical energy  in  cluster mode:  In  case of a one‐

machine infinite bus system, an inverse proportionality between the CCT and critical 

energy of the machine (simplified 2nd order model) can be observed. Further, the ratio 

of the CCT of the critical fault to the CCT of the fault with a residual voltage during 

fault‐on period is relatively high. It can be concluded from the simulation results (of 

two nearby  fault  locations)  that  the CCT and  critical energy values of  the  critical 

machine are both directly and  inversely proportional. Finding a direct correlation 

between the CCT and the critical energy of the system with respect to different fault 

locations, especially in cluster mode, can be misleading. However, investigation of 

the CCT of critical  faults as well as  the critical energy of every DG or a group of 

“critical” DGs can help to set optimal steady‐state operating points of DGs—in the 

grid planning phase or in the near real‐time operation. 

All in all, the following conclusions can be drawn:   

 Coupling classical or hybrid microgrids is, in principle, technically feasible regarding 

CCT. However, interconnection and cluster mode exhibit a relatively higher risk of 

transient stability as against the island mode.   

 The hybrid scenarios have a more positive effect on the system stability than scenario 

“classical”. Furthermore, scenario “night” (DGs and BSS) can be ranked as the most 

optimal in each operating mode, while scenario “classical” (DGs only) has an overall 

negative effect compared to the other scenarios.   

 According to the quantitative TSA, the profiles of SSD versus clearing times of the 

scenarios  in  island mode  are better  than  the SSD profiles  in  interconnection  and 

cluster mode—with respect to the CCT, the CCCT, and the slope of SSD profiles. In 

spite of the relatively higher gradient, the SSD profiles in the coupled modes are also 

acceptable.   

 Further,  according  to  the  results  regarding  the  effect  of  the  fault  location  on  the 

critical energy, there exists a direct and indirect proportionality between the CCT and 

critical energy values of the critical machine. 

4.2. Outlook 

In the framework of this research, three off‐grid microgrids were studied taking five scenarios 

and three operating modes into account. In case of a cluster of more than three microgrids, apart from 

ring  topology, different coupling possibilities should be analyzed—from system stability point of 

view, especially large‐signal rotor angle stability—in order to choose optimal operating modes and 

scenarios. 
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With respect to the modelling of microgrids in, e.g., agriculture‐dominated rural areas, the share 

of DGs can be reduced not only by further increasing the installed capacity of PV and BSS, but also 

by installing eco‐friendly biogas generators and micro hydropower plants. Due to different injection 

delay times—of the mentioned synchronous generators—in case of disturbances, and consequently 

different courses of the forward and the backswing of the generators, random rotor swings can be 

observed.  This  calls  for  a  detailed  qualitative  and  especially  quantitative  TSA  of  such  hybrid 

microgrids in different operating modes. 

In hybrid microgrids with a significant share of inverter‐based systems, PV and BSS should be 

modelled  using  EMT models  instead  of  RMS models. Due  to  the  recent  developments  in  grid 

modelling and simulation tools [57], co‐simulation (RMS and EMT) of microgrids can be performed. 

As  a  result  of  the  extension  of  power  transmission  networks—in  developing  and  under‐

developed countries—with long‐term projects connecting remote areas, alongside decentralization, 

future interconnected stand‐alone hybrid microgrids can be operated not only in the islanded mode, 

but also by connecting to the main transmission and distribution grids. Hence, the dynamic behavior 

as well as  the qualitative and quantitative operational  limits of  such coupled—off‐grid and grid‐

connected—microgrids with different topologies should be determined in the planning phase and 

also  in near  real‐time grid operation. Further, switching operations and measures  to  improve  the 

dynamic stability and security of hybrid microgrids can be investigated in detail. 
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