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1 Einfihrung

1.1 Entwicklungen und Herausforderungen im Verteilnetz

Die globalen Auswirkungen des Klimawandels, die Risiken der Kernenergienutzung und die
begrenzte Verfligbarkeit fossiler Energietrager begriinden die Notwendigkeit und den politischen
Willen, die Energieversorgung in Deutschland langfristig umzubauen [1]. Die grundlegenden
Ziele sind die Treibhausgasemissionen bis zum Jahr 2050 um 80 % - 95 % gegeniiber dem
Referenzjahr 1990 zu reduzieren [2], alle deutschen Kernkraftwerke bis Ende 2022 abzuschalten
[3] und gleichzeitig die im Energiewirtschaftsgesetz formulierte, grundsatzliche Forderung, ,,[...]
eine moglichst sichere, preisglinstige, verbraucherfreundliche, effiziente und umweltvertragliche
leitungsgebundene Versorgung der Allgemeinheit mit Elektrizitat und Gas [...]* [4], sicher-
zustellen. Hierfur ist ein tiefgreifender Transformationsprozess der Uber viele Jahrzehnte
gewachsenen Strukturen des Energieversorgungssystems erforderlich, flr den sich mehrere Kern-
aufgaben identifizieren lassen:

- Zubau von Erzeugungsanlagen auf Basis Erneuerbarer Energien

- Steigerung der Energieeffizienz

- Zeitliche Flexibilisierung des Energiebedarfs

- Ausbau und Integration zusétzlicher Speichertechnologien

- Substitution fossiler Energietrdger in allen Energiesektoren durch eine verstarkte
Sektorenkopplung

Zur Bewaltigung dieser Aufgaben miissen insbesondere die bestehenden Infrastrukturen aus- und
umgebaut werden. Gleichzeitig sind aber auch Anpassungen in den Marktstrukturen, im
Ordnungsrahmen und in den Informations- und Kommunikationssystemen erforderlich, um einen
mdoglichst effizienten Umbau des Gesamtsystems zu erreichen [5][6]. Eine wesentliche Eigen-
schaft des fortschreitenden Prozesses ist die zunehmende Dezentralisierung der Erzeugungs-
anlagen und der Anschluss neuer Lasten und Speicher im Verteilnetz. Das heutige Strom-
verteilnetz riickt dadurch in den Fokus des Transformationsprozesses und entwickelt sich
zunehmend zur fundamentalen Drehscheibe der Energieversorgung.

Die installierte Leistung der nach dem Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG) geforderten
Erzeugungsanlagen betrug Ende 2016 rund 100 GW. Davon wurde 94 % der installierten
Leistung an die Verteilnetzebenen (Hoch-, Mittel-, und Niederspannung (HS, MS, NS))
angeschlossen [7]. Abgesehen von einigen Offshore-Windparks, die an das Ubertragungsnetz
angebunden werden, wird sich diese Entwicklung aufgrund der spezifischen Leistungsklassen
zukunftig fortsetzen und die bundesweiten Erzeugungskapazititen weiter dezentralisieren.



1.1 ENTWICKLUNGEN UND HERAUSFORDERUNGEN IM VERTEILNETZ 2

Dies fuhrt insbesondere in lastschwachen, landlichen Netzgebieten hdufig zu lokalen
Netzengpassen. Die Kosten fur den erforderlichen konventionellen Netzausbau auf Verteilnetz-
ebene in Deutschland werden in [8] je nach Szenario mit 27,5 - 42,5 Mrd. € bis zum Jahr 2035
abgeschatzt. Mit 23,3 - 48,9 Mrd. € bis zum Jahr 2032 kommt [9] zu Ergebnissen in der gleichen
GroRenordnung. Dabei sind die heutigen Ausbauziele fur Erneuerbare Energien [10]
voraussichtlich nicht ambitioniert genug, um die Klimaziele tatséchlich zu erreichen [5][11].
Gleichermalien wird erwartet, dass auch die zunehmende Verbreitung von Elektrofahrzeugen,
Warmepumpen, Batteriespeichern und sonstigen neuen Technologien zu lokalen, lastbedingten
Engpéssen im Stromnetz flihren kann [12][13][14]. Unter Berticksichtigung aller Entwicklungen
werden in verschiedenen Szenarien zur Erreichung der Klimaziele bis zum Jahr 2050 die Mehr-
kosten fir den Umbau des Verteilnetzes insgesamt auf 146 - 253 Mrd. € beziffert [5].

Eine mogliche Alternative, um konventionellen Netzausbau zu vermeiden, ist die Beeinflussung
der Betriebsweisen flexibler Anlagen auf Basis des Netzzustandes mithilfe von Netzautomatisie-
rungssystemen [15][16]. Die Einfuhrung des Einspeisemanagements fiir Erneuerbare Energien
(EE) und Kraft-Warme-Kopplungsanlagen (KWK) mit dem Strommarktgesetz 2016 liefert ein
Beispiel dafiir, wie Netzbetreiber einspeisebedingte Netzengpésse durch betriebliche Flexibilitat
(temporére Abregelung der Einspeisung) auflésen kénnen [17]. Das Netz muss dann nicht mehr
flr extreme, sehr selten auftretende Netznutzungssituationen dimensioniert werden. Stattdessen
wird durch operative Zugriffsmoglichkeiten auf flexible Anlagen eine effizientere Auslastung der
bestehenden Netzkapazitiaten ermdglicht. Die konsequente Weiterentwicklung des Einspeise-
managements ist die Einbindung von flexiblen Lasten und Speichertechnologien in ein
betriebliches Engpassmanagement. Hierdurch kann die Menge der abgeregelten und damit
ungenutzten Energie reduziert werden [18]. Des Weiteren kann durch die Nutzung von flexiblen
Lasten und Speichertechnologien auch ein neuer Umgang mit lastbedingten Engpéssen etabliert
werden. Insgesamt eréffnen sich weitere Freiheitsgrade zur Minimierung des Netzausbaubedarfs
und der damit verbundenen Kosten.

Mit den technologischen und strukturellen Anderungen im Energieversorgungssystem gehen aber
auch Anderungen in der Ausgestaltung der Energiemirkte und der dortigen Handelsablaufe
einher. Die zunehmende Dargebotsabhangigkeit der Stromerzeugung fiihrt u. a. zu steigenden
Handelsvolumina auf den Spotmaérkten [19] und somit zu einem zunehmend kurzfristigen Handel
von elektrischer Energie. Die Entwicklung und Einfiihrung dynamischer Strompreise fir Letzt-
verbraucher [20] und die Einbindung von dezentralen Anlagen in Virtuelle Kraftwerke [21]
tberfuhren diese marktseitigen Entwicklungen in ein angepasstes Betriebsverhalten von Anlagen
im Verteilnetz. Eine rein marktorientierte Betriebsweise, ohne Berticksichtigung des lokalen
Netzzustandes, kann aber dazu fiihren, dass sich das Betriebsverhalten von Anlagen zunehmend
synchronisiert und es dadurch zu einer deutlich hoheren Gleichzeitigkeit der elektrischen Last
und somit zu lokalen Uberlastungen des Netzes kommt [22].
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Der Schlisselbegriff bei all diesen Entwicklungen lautet Flexibilitat. Aus Sicht des Netzbetreibers
kann die Flexibilitat von Netznutzern sowohl die Ursache als auch die Losung von Netzproblemen
sein. Aus Sicht eines Anlagenbetreibers kann der netzdienliche Einsatz von Flexibilitét als zu-
séatzliche Vermarktungsmaglichkeit ebenfalls einen Vorteil darstellen. Andererseits kénnen sich
begrenzte Netzkapazitdten auch negativ auf die sonstigen Vermarktungsmdglichkeiten
auswirken. Um die vorhandenen Flexibilitatsoptionen mdglichst effizient und im Sinne des
Gesamtsystems zu nutzen, missen Synergien der einzelnen Anwendungsfelder identifiziert und
Konfliktpotentiale aufgelst werden. Dieses grundsétzliche Ziel ist allerdings mit einer Vielzahl
von ungeklarten technischen, wirtschaftlichen, rechtlichen und organisatorischen Fragestellungen
verbunden.

1.2 Ziele der Arbeit

Das Ziel dieser Arbeit ist die Entwicklung eines Verfahrens zur Bewertung der Wechsel-
wirkungen zwischen netz- und marktorientierten Anwendungen fur Flexibilitdtsoptionen in
Mittelspannungsnetzen. Das Verfahren soll dabei den unterschiedlichen Perspektiven, die sich
aus den heutigen Strukturen und Rollen im Energieversorgungssystem ergeben, Rechnung tragen.
Durch die Anwendung auf konkrete Fallbeispiele soll das Verfahren zur Gewinnung grundsatz-
licher Erkenntnisse flr die Planung und den Betrieb von Mittelspannungsnetzen, die Flexibilitats-
bereitstellung durch Anlagenbetreiber und die Weiterentwicklung des regulatorischen Rahmens
beitragen. Hierzu sollen reale Mittelspannungsnetze und die angeschlossenen Anlagen zur
Bereitstellung von Flexibilitat modelliert und deren Betriebsweisen durch geeignete Simulations-
verfahren analysiert werden.

Die Arbeit soll mithilfe der entwickelten Modelle und Verfahren einen Beitrag zur Beantwortung
folgender aktueller Fragestellungen zum Zusammenspiel von Netz und Markt beim Einsatz von
Flexibilitatsoptionen leisten:

- Welche Auspragungen hat der Flexibilitatsbedarf in Mittelspannungsnetzen und wie lasst
er sich quantifizieren?

- Welche Anforderungen miissen erfiillt sein, damit sich Flexibilitatsoptionen in neuartige
Netzbetriebskonzepte integrieren lassen?

- Wie kann der Vergleich neuartiger Netzbetriebskonzepte mit Handlungsalternativen im
Rahmen der Netzplanung erfolgen?

- Welche Vor- und Nachteile ergeben sich fur netzdienliche Flexibilitatskonzepte?

- Welche Auswirkungen haben begrenzte Netzkapazitdten auf marktorientierte Anwen-
dungen und wie lassen sich diese berticksichtigen?

- Welche Hirden und Hemmnisse ergeben sich fir den netzdienlichen Einsatz von
Flexibilitatsoptionen durch den regulatorischen Rahmen?
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Neben der Beantwortung der aufgefiihrten Fragestellungen, sollen durch die modellbasierte
Analyse der Wechselwirkungen auch neue Fragestellungen abgeleitet werden, die es zur
Erreichung des Ubergeordneten Ziels, einen moglichst effizienten Transformationsprozess des
Energieversorgungssystems voranzutreiben, zu lésen gilt.

1.3 Stand der Wissenschaft

Das Themenfeld ,,Flexibilitdt im Energieversorgungssystem* wird in der aktuellen Forschung
sehr umfangreich aus verschiedenen Blickwinkeln und mit unterschiedlichen Schwerpunkten
beleuchtet. Im Kontext dieser Arbeit gilt es insbesondere den aktuellen Forschungsstand
beziiglich der Planung und des Betriebs von Mittelspannungsnetzen unter Beriicksichtigung von
Flexibilitatsoptionen zu erfassen. Hinsichtlich der Modellierung und der Berechnungsverfahren
ist es allerdings hilfreich, den Fokus von der Mittelspannungsebene zu ldsen, da bereits viele
hilfreiche Methoden fur andere Anwendungsgebiete entwickelt wurden und sich zur Erreichung
der aufgefiihrten Zielstellungen tbertragen lassen.

Die Integration der Erneuerbaren Energien in die Verteilnetze hat in den letzten Jahren die
Forschungsschwerpunkte im Bereich der Netztechnologien, der Netzplanung und des Netzbe-
triebs maRigeblich gepragt und fiir eine hohe Publikationsdichte gesorgt. In mehreren nationalen
[81[9] und regionalen Verteilnetzstudien [23][24][25] wurde der Netzausbaubedarf nach
konventionellen Planungsgrundsétzen zur Integration der Erneuerbaren Energien (EE-Anlagen)
berechnet und mit innovativen Netztechnologien und MaRnahmen verglichen. Die Kernaussage
aller Studien ist dabei &hnlich: Die Integration der Erneuerbaren Energien auf Basis
konventioneller Betriebsmittel und Planungsansétze fiihrt zu hohen Netzausbaukosten, welche
sich durch den Einsatz innovativer Netztechnologien und Planungsmethoden deutlich reduzieren
lassen. In [26] wurde diese grundsatzliche Erkenntnis durch umfassende Analysen von realen
Nieder-, Mittel- und Hochspannungsnetzen bestatigt. Die Studien weisen weiterhin auf eine
inhomogene regionale Verteilung des Ausbaubedarfs (insbesondere zwischen stadtischen und
landlichen Netzen) sowie netzspezifische Besonderheiten hin.

In [27] werden auf Basis vergleichender Planungen fur landliche Mittelspannungsnetze neue
Planungsgrundsatze abgeleitet, die den Einsatz der innovativen Netztechnologien beinhalten. Zu
den untersuchten innovativen Netztechnologien in der Mittelspannungsebene zéhlen u. a.
regelbare Ortsnetztransformatoren, Einzelstrangregler und dezentrale Netzautomatisierungs-
systeme (Smart-Grid-Systeme). Letztere bilden die Grundlage fir innovative Betriebskonzepte,
wie z. B. ein zustandsbasiertes, dynamisches Einspeisemanagement. Alle betrachteten Optionen
haben gemeinsam, dass sie entweder reine Netzbetriebsmittel in der Hoheit des Netzbetreibers
sind oder der Zugriff auf eine Kundenanlage innerhalb eines klar definierten Rechtsrahmens
erfolgt (Einspeisemanagement von EE-Anlagen). Ein allgemeingultiger, technologieneutraler
und konsistenter rechtlicher Rahmen fiir die Einbindung wvon Flexibilitdtsoptionen in
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Netzbetriebskonzepte existiert allerdings noch nicht, so dass auch noch keine in der Praxis aner-
kannten Planungsgrundsétze existieren.

Dass die Berticksichtigung von steuerbaren Lasten in der Zielnetz- und Ausbauplanung von
Mittelspannungsnetzen grundsétzlich zu Kostenvorteilen fiihren kann, wurde u. a. in [28][29][30]
gezeigt. Die Arbeiten verweisen jedoch zugleich auf die starke Abhangigkeit von den lokalen
Gegebenheiten der Netze und Versorgungsaufgaben, so dass sich noch keine Allgemeingultigkeit
daraus ableiten I&sst.

Die in [28] durchgeflhrten Zielnetzplanungen unter Berticksichtigung von steuerbaren Lasten
erfolgen unter Anwendung eines metaheuristischen Optimierungsverfahrens auf Basis des
Ameisenalgorithmus. In [29] wird ein weiteres Verfahren vorgestellt, um konventionelle Netz-
ausbaumaflinahmen und Flexibilitatsoptionen integriert zu betrachten. Die Planungsaufgabe wird
dabei als gemischt-ganzzahliges Optimierungsproblem formuliert und mithilfe der Benders
Dekomposition in ein Master- und ein Subproblem aufgeteilt. Durch die Anwendung der
Optimierungsverfahren lasst sich zwar ein optimaler Mix aus konventionellem Netzausbau und
Flexibilitatsoptionen bestimmen, allerdings wurden weitere Technologien, wie regelbare Orts-
netztransformatoren, Einzelstrangregler etc. noch nicht beriicksichtigt.

Um Flexibilitatsoptionen grundsatzlich in Netzbetriebskonzepten beriicksichtigen zu kénnen,
bedarf es entweder eines gesicherten Zugriffrechtes des Netzbetreibers auf die flexiblen Anlagen
oder es missen Anreizsysteme geschaffen werden, die Anlagenbetreiber zu einer temporaren An-
passung der Betriebsweise motivieren. Die Ausgestaltungsmoglichkeiten reichen dabei von
bilateralen Vertrdgen Uber die Einflhrung unterschiedlicher Netznutzungsprodukte bis zum
Aufbau von regionalen Flexibilitatsmarkten fur die marktbasierte Bereitstellung von
netzdienlicher Flexibilitat [22][31][32]. Alle Konzepte, die auf eine freiwillige Partizipation der
Anlagenbetreiber setzen, wie z. B. regionale Flexibilitatsméarkte, miissen so ausgestaltet sein, dass
sie sowohl Vorteile fir den Netzbetreiber als auch flr den Anlagenbetreiber bieten.

In [30] werden die Auswirkungen der netzdienlichen Flexibilitatsbereitstellung auf die sonstigen
Einsatz- und Vermarktungszwecke einer Flexibilitatsoption analysiert und monetdr bewertet.
Hierflr werden die Kosten fur den netzdienlichen Flexibilitatseinsatz aus der Differenz der
Deckungsbeitrdge einer optimierten Fahrweise mit und ohne Netzrestriktionen bestimmt. Die
Analyse zielt dabei insbesondere auf den Vergleich zwischen einzel- und aggregiert-vermarkteten
Flexibilitatsoptionen sowie den Einfluss von Prognoseungenauigkeiten ab. Insgesamt kommt [30]
ebenfalls zu dem Ergebnis, dass sich durch den Einsatz von Flexibilitatsoptionen die Kosten
gegeniiber dem konventionellen Netzausbau aber auch gegeniiber dem Einspeisemanagement
reduzieren lassen. Ein Vergleich zu weiteren Netzausbaualternativen erfolgt jedoch nicht.
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Die Abbildung der Flexibilitatsoptionen erfolgt in [29] und [30] durch eine technologie-
spezifische Modellierung einzelner Flexibilitatsoptionen und die Einsatzoptimierung fiir ver-
schiedene Vermarktungsoptionen mithilfe der gemischt-ganzzahligen linearen Programmierung.
Weitere Ansatze zur technologiespezifischen Modellierung und Einsatzoptimierung von
dezentralen Flexibilitatsoptionen werden im Kontext von Microgrids vorgestellt [33][34][35].
Einen technologieneutralen Modellierungsansatz fir die modulare Abbildung und Kombination
von Flexibilitatsoptionen liefert dagegen [36] — allerdings erfolgt keine Anwendung hinsichtlich
der Wechselwirkungen zwischen Verteilnetz und Markt.

Die netzseitigen Anforderungen und Restriktionen werden in [29] und [30] jeweils durch eine
vereinfachte Sensitivitatsanalyse bestimmt. Dieser Ansatz liefert zwar eine schnelle Bestimmung
der erforderlichen Leistungsanderungen an einem Netzknoten auf einen bestehenden Engpass,
setzt durch die Linearisierung jedoch nur geringe Leistungsédnderungen in der N&he des aktuellen
Arbeitspunktes voraus. Des Weiteren ist eine detaillierte Analyse der zur Verfiigung stehenden
Netzkapazitaten ohne einen bereits vorhandenen Engpass sowie die Aufteilung der insgesamt zur
Verfligung stehenden Netzkapazitdten auf unterschiedliche Netznutzer unter der Berlick-
sichtigung der Abhangigkeiten von Strom- und Spannungswerten nicht oder nur mit begrenzter
Aussagekraft moglich. Fir eine tiefergehende Analyse des zeitlichen Verlaufs der Netz-
kapazitaten sowie der H&ufigkeit, Dauer, Zeitpunkte und Intensitdt von Netzengpéssen sind
detaillierte Ansatze ebenfalls wiinschenswert.

1.4 Einordnung und Aufbau der Arbeit

Im Rahmen dieser Arbeit wird ein Verfahren vorgestellt, mit dem sich die Wechselwirkungen
zwischen netz- und marktorientierten Anwendungsfallen von Flexibilitatsoptionen aus verschie-
denen Perspektiven analysieren lassen. Auf Basis der Anwendung in realen Mittelspannungs-
netzen soll ein Beitrag zur Beantwortung der in Abschnitt 1.2 aufgefuihrten Fragestellungen
geliefert werden, da diese im aktuellen Stand der Wissenschaft noch nicht abschlielend beant-
wortet werden.

In Kapitel 2 der vorliegenden Arbeit wird zundchst grundsatzlich auf Flexibilitatsoptionen in
Mittelspannungsnetzen eingegangen. Nach der Definition der zentralen Begrifflichkeiten wird ein
Uberblick tiber die aktuellen Technologien und Anlagen zur Bereitstellung von Flexibilitat auf
dieser Spannungsebene gegeben. Weiterhin werden Anwendungsfalle fiir den Einsatz von
Flexibilitat identifiziert und die Relevanz fur die Mittelspannungsebene bewertet. Anschlie3end
erfolgen die Kategorisierung der einzelnen Anwendungsfélle sowie die Beschreibung grundsétz-
licher Konfliktpotentiale. Zusatzlich werden KenngréRen zur Beschreibung und Quantifizierung
von Flexibilitat vorgestellt.
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Die Analyse der Rahmenbedingungen fiir Netzbetriebskonzepte unter Berlcksichtigung von
Flexibilitatsoptionen erfolgt in Kapitel 3 und liefert die Anforderungen an die anschlieRende
Modellbildung. Hierbei erfolgt die grundsétzliche Differenzierung zwischen der Perspektive des
Netzbetreibers und der Perspektive des Anlagenbetreibers. Die Betrachtungen umfassen dabei
sowohl technische, wirtschaftliche als auch rechtliche Rahmenbedingungen. Die Konkretisierung
und Verdeutlichung der anlagenspezifischen Analysen erfolgt im Rahmen der Arbeit
insbesondere am Beispiel von Kléranlagen. Kléranlagen sind typische Mittelspannungskunden,
die in der Regel Uber flexible Erzeugungsanlagen, Lasten und Speicher verfiigen. Weiterhin exis-
tieren sektorenuibergreifende Abhéngigkeiten (z. B. zwischen Strom- und Wérmeversorgung) und
Potentiale flir zusatzliche Technologien der Sektorenkopplung (z. B. Power-to-Gas-
Anlagen) [IH[VII]. Kléaranlagen eignen sich daher sehr gut als Beispiel fur komplexe
Mittelspannungsanlagen und sind dariiber hinaus flachendeckend in Deutschland verbreitet.

Die ausfiihrliche Vorstellung der entwickelten Modelle und Methoden erfolgt in Kapitel 4 und
stellt den Kern dieser Arbeit dar. Auf Basis der identifizierten Anforderungen werden
eigenstandige Anlagen- und Netzmodelle entwickelt, die sich durch die Definition geeigneter
Schnittstellenparameter koppeln lassen. Das Anlagenmodell dient dabei zur technologie- und
sektorentbergreifenden Modellierung von komplexen Mittelspannungsanlagen, die tiber mehrere
flexible und nicht flexible Anlagenbestandteile verfiigen. Die Bestimmung der optimierten Be-
triebsweise erfolgt mit Hilfe der gemischt-ganzzahligen linearen Programmierung. Das
Netzmodell dient zur Bestimmung des zeitlichen Verlaufs der Netzauslastung, des netzseitigen
Flexibilitatsbedarfs und der Zuteilung freier Netzkapazitdten auf einzelne Anlagen. Die
Bestimmung der relevanten NetzgrofRen erfolgt durch einen neuartigen Ansatz auf Basis einer
Optimal-Power-Flow-Berechnung. Die Kopplung zwischen Netzmodell und Anlagenmodell
erfolgt mit Hilfe des sogenannten Netzkapazitatskorridors, der ebenfalls im Rahmen der Arbeit
vorgestellt wird.

In Kapitel 5 wird die Gesamtmethode auf zwei reale Mittelspannungsnetze der 10 kV- bzw.
20 kV-Spannungsebene angewandt. Es erfolgen umfangreiche quantitative und qualitative
Analysen zu konkreten Flexibilitatsoptionen in realen Netzen. Die Bewertung erfolgt dabei stets
aus der Perspektive des Netzbetreibers und des Anlagenbetreibers und umfasst sowohl technische
als auch wirtschaftliche Auswertungen. Auf Basis der Berechnungs- und Analyseergebnisse
werden in Kapitel 6 grundsatzliche Erkenntnisse in Bezug auf die in Abschnitt 1.2 aufgeworfenen
Fragestellungen abgeleitet.

Zusammengefasst prasentiert die Arbeit sowohl einen generischen Modellierungsansatz fir die
modulare, technologie- und sektoreniibergreifende Modellierung von komplexen Mittelspan-
nungsanlagen unter Bericksichtigung von technischen, wirtschaftlichen und regulatorischen
Rahmenbedingungen als auch ein neuartiges Optimal-Power-Flow basiertes Verfahren fir die
Berechnung und Aufteilung der vorhandenen Netzkapazitaten. Die getrennt berechneten Modelle
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werden methodisch so miteinander verknipft, dass auf Basis der Analyse realer Mittelspannungs-
netze neue Erkenntnisse zu den Abhéngigkeiten zwischen netz- und marktorientierten
Flexibilitatsanwendungen in Mittelspannungsnetzen gewonnen werden. Insbesondere erfolgt eine
umfangreiche Auswertung des Flexibilitatsbedarfs auf Mittelspannungsebene unter Einsatz neuer
grafischer Darstellungsformen. Insgesamt liefert die Arbeit einen Beitrag zur zukiinftigen
Koordinierung von Netz und Markt im Sinne eines effizienten und zukunftsfahigen
Energieversorgungssystems.



2 Flexibilitat im Mittelspannungsnetz

2.1 Definitionen

Der Begriff Flexibilitat wird im Zuge des Transformationsprozesses der Energieversorgung viel-
fach verwendet, da sich darunter fast alle MaBnahmen im Umgang mit der steigenden Volatilitat
des Gesamtsystems zusammenfassen lassen. Die Bundesnetzagentur Ubernimmt in [37] die
Ubersetzung der englischsprachigen Definition aus [38]:

,,Flexibilitat ist die Veranderung von Einspeisung oder Entnahme in Reaktion auf ein externes
Signal (Preissignal oder Aktivierung), mit dem Ziel eine Dienstleistung im Energiesystem zu

erbringen. *

Im Kontext der Energieversorgung beschreibt Flexibilitdt somit die Fahigkeit einer technischen
Anlage, die elektrische Leistungsaufnahme bzw. Leistungsabgabe fir einen begrenzten Zeitraum
anzupassen. Die Definition grenzt weiterhin die Ursache und den Zweck der Leistungsanderung
ein. Flexibilitat ist die Reaktion auf ein externes Signal mit dem Ziel eine Dienstleistung im
Energieversorgungssystem zu erbringen. D. h., die Ursache fir die Leistungsdnderungen wird
durch Bedirfnisse des Netzes oder des Energiemarktes hervorgerufen. Darunter lassen sich neben
klar definierten Dienstleistungsprodukten (z. B. Regelleistung zur Frequenzhaltung) auch
Anwendungsfalle wie das Spitzenlastmanagement oder die Reaktion auf dynamische Strompreise
verstehen. Die einzelnen Anwendungsfalle werden in Abschnitt 2.3 beschrieben.

Die Bereitstellung von Flexibilitdt kann prinzipiell durch einzelne oder aggregierte Erzeugungs-,
Last- oder Speichertechnologien erfolgen. Ubergreifend und technologieneutral werden diese als
Flexibilitatsoptionen bezeichnet.

2.2 Flexibilitatsoptionen

In Mittelspannungsnetzen sind vielféltige technologische Flexibilitatsoptionen angeschlossen, die
flr verschiedene Anwendungsfalle eingesetzt werden kdénnen. Die Flexibilitatsoptionen umfassen
dezentrale Erzeugungsanlagen (DEA), flexible Lasten und Speichersysteme. Abgesehen von
DEA, sind die aufgeflihrten Flexibilitatsoptionen oftmals keine unabhangigen, singuldren
Anlagen mit einem separaten Netzverknipfungspunkt, sondern Teil einer aus mehreren Prozessen
und Aggregaten bestehenden Mittelspannungsanlage. Dariiber hinaus koénnen aggregierte
Flexibilittsoptionen aus den unterlagerten Ortsnetzen (insbesondere Elektromobilitat, Warme-
pumpen und Haushaltsbatteriespeicher) ggf. eine relevante Auswirkung auf die Auslastung in der
MS-Ebene entfalten.



2.2 FLEXIBILITATSOPTIONEN 10

2.2.1 Dezentrale Erzeugungsanlagen

In der Mittelspannungsebene sind dezentrale Erzeugungsanlagen auf Basis Erneuerbarer
Energien (EE) und Kraft-Warme-Kopplungsanlagen (KWK) auf Basis fossiler Energietrager an-
geschlossen. Des Weiteren verfiigen einige Mittelspannungskunden mit besonderen Anforderun-
gen an die Verfligbarkeit der Stromversorgung Uber dieselbetriebene Notstromaggregate (z. B.
Krankenhduser, Wasserversorgungsinfrastruktur etc.). Der Grofteil der vorhandenen dezentralen
Erzeugungskapazitaten in Mittelspannungsnetzen ist allerdings den EE-Anlagen zuzuordnen.

Deutschlandweit wurden bis zum Ende des Jahres 2016 EE-Anlagen mit einer installierten
Leistung von ca. 40 GW (bzw. 40 % der gesamten installierten EE-Leistung) an die MS-Ebene
angeschlossen (vgl. Abbildung 1). Die restlichen 60 % der deutschlandweit installierten Leistung
entfallen zu unterschiedlichen Teilen auf die Hochstspannungsebene (H6S), die Hochspannungs-
ebene (HS), die Niederspannungsebene (NS) und die Umspannebenen (H6S/HS, HS/MS und
MS/NS). Bei den Anlagen auf der MS-Ebene handelt es sich uberwiegend um Windenergie-
anlagen (WEA), Photovoltaikanlagen (PVA) und Biomasseanlagen (BMA).

(@) (b)

= HOS = Biomasse
= HOS/HS = Windenergie

HS \ Photovoltaik

HS/MS ' MS = Wasserkraft

MS = Geothermie

MS/NS = Deponie-, Klar-, Grubengas

NS

_

Abbildung 1: (a) Aufteilung der bundesweit installierten EE-Leistung auf die Spannungsebenen, (b)
Aufteilung der installierten EE-Leistung in der MS-Ebene auf die Energietrager (Stand 2016) [7]

Die Flexibilitdt von DEA besteht darin, ausgehend vom jeweiligen Betriebspunkt, die Leistungs-
abgabe zu reduzieren (negative Flexibilitat) bzw. zu steigern (positive Flexibilit4t). Dabei ist ins-
besondere zwischen dargebotsabhdngigen und -unabhéngigen Anlagen zu unterscheiden. DEA
mit Brennstoffspeicher oder Gashetzanschluss sind dargebotsunabhéngig und kénnen theoretisch
sowohl positive als auch negative Flexibilitat bereitstellen. Inwiefern dies betrieblich moglich ist
und welche Auswirkungen dies hat, ist abhéngig vom spezifischen Betriebskonzept und der ein-
gesetzten Technologie (z. B. Restriktionen durch wérmegefihrten Betrieb, Wirkungsgrad-
verluste, etc.). Dargebotsabhangige WEA und PVA in Deutschland speisen in der Regel mit der
maximal moglichen Leistung ins Netz ein. Im Rahmen des Einspeisemanagements ist somit nur

eine Leistungsreduzierung mit dem damit einhergehenden Energieverlust moglich®.

1 In den Netzanschlusshedingungen in anderen Landern (z. B. in Irland) existieren auch Anforderungen,
dass WEA bei Nennfrequenz mit gedrosselter Leistung einspeisen missen, um sich sowohl mit positiver
als auch mit negativer Flexibilitat an der Frequenzhaltung beteiligen zu kénnen [39].
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EE- und KWK-Anlagen in Mittelspannungsnetzen miissen bereits heute mit einer entsprechenden
Fernwirktechnik ausgertistet sein, damit sie im Rahmen des Einspeisemanagements durch den
Netzbetreiber abgeregelt werden kénnen, sofern die Netzkapazitat im Anschlussnetz oder im vor-
gelagerten Netz unzureichend ist und alternative MaRnahmen keine ausreichende Wirkung
erzielen [4][40][41].

2.2.2 Flexible Lasten

Zeit und Umfang des elektrischen Energiebezugs richten sich in erster Linie nach den zugrunde-
liegenden Bedurfnissen der versorgten Lasten. Nichtsdestoweniger, lassen sich bei einer Vielzahl
von Prozessen Flexibilitatspotentiale identifizieren und durch gezielte MalRnahmen heben. Die
lastseitige Flexibilitat wird je nach Ausgestaltung des Anreizes bzw. des Steuerungssignals auch
als Lastmanagement, Demand Side Management (DSM) oder Demand-Side-Response (DSR)
bezeichnet [42]. In Mittelspannungsnetzen sind oftmals Industrie- und Gewerbebetriebe ange-
siedelt. Dort lassen sich zum einen Potentiale im Bereich der Hauptprozesse identifizieren (z. B.
bei der Hartung oder Galvanisierung von Werkstiicken). Zum anderen aber insbesondere auch bei
den Nebenprozessen, wie z.B. der Bereitstellung von Prozesskélte und -wérme, der Drucklufter-
zeugung oder der Klimatisierung und Bellftung [20][43].

Neben der Flexibilisierung bestehender Prozesse ist zukinftig auch mit einer zunehmenden
Anzahl von Power-to-Heat (PtH)- und Power-to-Gas (PtG)-Anlagen auf allen Netzebenen zu
rechnen [11]. Power-to-Heat ist ein Sammelbegriff fir Technologien zur Wéarmeerzeugung aus
elektrischer Energie. Es handelt sich dabei insbesondere um Warmepumpen, Elektrodenkessel
und Widerstandsheizungen, oftmals in Kombination mit thermischen Speichern oder Wéarmenetz-
anbindungen [44]. Power-to-Gas-Anlagen sind Elektrolyseanlagen zur Produktion von Wasser-
stoff ggf. mit nachgelagerter Methanisierung. Die eingesetzte elektrische Energie wird, abzliglich
der Verluste, in gut speicherbare Gase gewandelt [45]. Die Begrifflichkeiten Power-to-Heat und
Power-to-Gas werden insbesondere im Kontext der Sektorenkopplung verwendet. D. h. der sinn-
volle Einsatz der Technologien erfolgt stets unter der Pramisse, dass die eingesetzte elektrische
Energie auf Basis Erneuerbarer Energien erzeugt wird [111]. Die Rolle als zukiinftige Flexibilitats-
optionen im Energieversorgungssystem zum Ausgleich von volatilen Erneuerbaren Energien geht
somit bereits aus den verwendeten Begrifflichkeiten hervor.

2.2.3 Speichersysteme

Speichersysteme sind grundsatzlich ideale Flexibilitatsoptionen, da sie sowohl Leistung aufneh-
men als auch abgeben konnen. Teilweise werden die Begriffe Speicher und Flexibilitat sogar
synonym verwendet. Die Bandbreite der Speichertechnologien ist dabei sehr groR. Neben elektri-
schen Speichern (Kondensatoren, Spulen), elektrochemischen Speichern (Blei-Saure-Batterien,
Lithium-Batterien etc.), mechanischen Speichern (Pumpspeicherkraftwerke, Druckluftspeicher,
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Schwungmassespeicher etc.) werden teilweise auch die im vorherigen Abschnitt aufgefiihrten
Power-to-X-Konzepte als thermische und chemische Speichersysteme bezeichnet [45][46]. Eine
umfassende Technologieubersicht liefert [45].

2.2.4 Eingebettete Flexibilitatsoptionen

Die einzelnen technologischen Flexibilitatsoptionen sind oftmals keine singularen Anlagen mit
einem eigenen Netzverkniipfungspunkt, sondern sind eingebettet in die Prozesse und Aggregate
von gewerblichen oder industriellen Mittelspannungsanlagen. Bei der Bereitstellung der Flexi-
bilitdt mussen somit nicht nur technologiespezifische Restriktionen berlicksichtigt werden, son-
dern auch die Auswirkungen auf die Betriebsweise der Gesamtanlage.

Abbildung 2 zeigt exemplarisch einzelne Aggregate einer Kléranlage. Es lassen sich Flexibilitats-
optionen sowohl im Bereich der elektrischen Lasten des Abwasserreinigungsprozesses, als auch
unter den vorhandenen Erzeugungs- und Speicheranlagen (z. B. das Blockheizkraftwerk
(BHKW)) identifizieren. Weiterhin geht aus dieser Abbildung auch hervor, dass diese teils
sektorentibergreifenden Wechselwirkungen unterliegen. Diese miissen bei der Analyse der Flexi-
bilitatsbereitstellung entsprechend beriicksichtigt werden. Letztendlich ist nicht die Leistungs-
anderung eines Einzelaggregates entscheidend flr die Bereitstellung von Flexibilitat als
Dienstleistung im Energieversorgungssystem, sondern der resultierende Leistungsfluss am Netz-
verkniipfungspunkt zur 6ffentlichen Netzinfrastruktur.

Klaranlage Offentliche
Netz-

) infrastruktur
Mechanische Biologische Schlamm- Sonstige
Reinigung Reinigung behandlung Verbraucher

yY yY yY s Stromnetz

Waérmenetz

A 4
- Gasnetz

v \ 4

Notstrom- BHKW + Power-to-Gas
PV-Anlage . i i
aggregat Gasspeicher  |: Anlage

Prozess-
aggregate

Energie-
aggregate

Abbildung 2: Eingebettete Flexibilitadtsoptionen einer Klaranlage

Klaranlagen werden als Beispiel fiir komplexe Mittelspannungsanlagen mit eingebetteten Flexi-
bilitatsoptionen im Laufe der Arbeit wiederkehrend behandelt. Fiir die n&here Beschreibung der
einzelnen, dort vorhandenen Flexibilitatsoptionen sei daher auf Abschnitt 3.1.1. verwiesen.
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2.3 Anwendungsfalle

Der Bedarf an Flexibilitat dulert sich auf Basis des aktuellen Marktdesigns und der regulatori-
schen Rahmenbedingungen in mehreren Anwendungsfallen fur Flexibilitatsoptionen. Hierzu
gehoren u. a. die Vermarktung von Regelleistung, Handelsgeschéfte am Spotmarkt, der Ausgleich
von Bilanzkreisen oder ein Spitzenlastmanagement [47]. Der Flexibilitatseinsatz zur Spannungs-
haltung und Betriebsmittelentlastung im Verteilnetz wird zusammenfassend als netzdienlicher
Anwendungsfall bezeichnet. Unter den aktuellen Rahmenbedingungen stellt der Einsatz von
Flexibilitatsoptionen zur Minimierung der Strombezugskosten durch eine optimierte Ausnutzung
der Eigenversorgungspotentiale einen weiteren Anwendungsfall dar. Dieser basiert allerdings ins-
besondere auf der Vermeidung von Umlagen, Entgelten und Abgaben und kann nur bedingt als
Dienstleistung im Energieversorgungssystem im Sinne der Flexibilitatsdefinition (vgl.
Abschnitt 2.1) interpretiert werden. Nichtsdestoweniger stellt er eine wichtige Motivation fur den
Zubau weiterer Flexibilitatsoptionen (z. B. Batteriespeicher) und die Flexibilisierung bestehender
Prozesse dar und muss daher bericksichtigt werden. Nachfolgend erfolgt die Beschreibung der
einzelnen Anwendungsfalle.

2.3.1 Eigenversorgungsoptimierung

Die wirtschaftlich motivierte Eigenversorgungsoptimierung zielt auf eine Minimierung des
Fremdbezugs aus dem offentlichen Netz ab. Hierdurch werden die Kosten fur die Energie-
beschaffung reduziert, indem vor allem die Entgelte, Abgaben und Umlagen vermieden werden.
Im Bereich der Mittelspannungskunden sind hierbei insbesondere die Eigenversorgung durch PV-
und KWK-Anlagen zu nennen. Durch die Installation von zusétzlichen Speichersystemen kann
der Eigenversorgungsanteil bei der Deckung des Strombedarfs weiter gesteigert werden.

a) @-Strompreise b) @-PV-Anlagenpreise ) @-Speichersystempreise
(Jahresverbrauch (Dachanlagen (Lithium-lonen
160-20.000 MWHh) 10-100 kW) Solarstromspeicher)
20 5.000 3.500
18 —, 4500 — 3.000
= 16 =+4.000 §
Su < 3500 = 2500
= &, &,
5,12 o 3000 o 2000
210 'S 2500 3
5 8 £ 2.000 5 1.500
5 6 £ 1500 é 1.000
n 4 £ 1.000 &
2 500 500
0 0 0
S Y & A % o A
R R O N RO

Abbildung 3: Preisentwicklungen der (a) Strompreise fiir Industriekunden, (b) PV-Anlagenpreise und (c) der
Solarstromspeicher (eigene Darstellung auf Basis von [48][49][50])
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Die Anreize zur Eigenversorgungsoptimierung nehmen einerseits durch steigende Strompreise
fur Letztverbraucher und andererseits durch fallende Investitionskosten fir Photovoltaikanlagen
und Batteriespeicher deutlich zu (vgl. Abbildung 3).

Diese Entwicklung ist aktuell insbesondere bei Haushaltskunden in Niederspannungsnetzen zu
beobachten. Die Kosten fur Lithium-lonen-Speichersysteme haben sich zwischen 2013 und 2017
um 50 % reduziert, so dass im Jahr 2016 bereits jede zweite PV-Neuinstallation mit einem
Batteriespeicher ausgestattet wurde. Mitte 2017 waren in Deutschland bereits Gber 61.000 PV-
Batteriespeicher mit einer Gesamtspeicherkapazitat von 400 MWh installiert. Der zunehmende
Erfolg von Haushaltsbatteriespeichern ist neben den Kostendegressionen fiir Speichersysteme
insbesondere auf zusétzliche Forderprogramme sowie abnehmende Einspeisevergiitungen zu-
rickzufuhren. [49]

Zukunftig kann dieser Anwendungsfall auch fur Gewerbe- und Industriekunden attraktiv werden
und die Anzahl der Batteriespeicher bei Mittelspannungskunden erhéhen.

2.3.2 Spitzenlastmanagement

Die Motivation flr das Spitzenlastmanagement von Gewerbe- und Industriekunden ergibt sich
aus der Netzentgeltsystematik fur Kunden mit registrierender Leistungsmessung (RLM), die bei
einem Jahresenergiebedarf E ;3 > 100 MWh verpflichtend ist [51]. Die Netzentgelte setzen sich
fir RLM Kunden aus einer Leistungspreiskomponente (LP) und einer Arbeitspreiskomponente
(AP) zusammen. Das grundsétzliche Ziel der Netzentgeltsystematik ist, eine mdglichst verursa-
chergerechte Kostenverteilung unter den Netznutzern herzustellen [52]. Fir Mittelspannungs-
kunden ergibt sich daraus eine Preissystematik, die eine mdglichst geringe Leistungsspitze bzw.
einen mdglichst gleichméaRigen Leistungsbezug und gleichzeitig einen sparsamen Umgang mit
elektrischer Energie anreizt. [53]

Abbildung 4 zeigt exemplarisch die Abhangigkeit der Netzentgelte fir Mittelspannungskunden
vom Jahresenergiebedarf E 5 und von der Jahresleistungsspitze P ;. Die Steigung der Netzent-
gelte ist zudem abhéngig von der Jahresbenutzungsdauer 7z, die das Verhdltnis von Jahres-
energiebedarf zur Jahresleistungsspitze angibt. Aus der Abbildung wird deutlich, dass sich bei
einem determinierten Jahresenergiebedarf die giinstigsten Netzentgelte bei der hochsten Jahres-
benutzungsdauer (7,3 = 8.760 h) bzw. kleinstmdglicher Leistungsspitze einstellen. Daraus resul-
tiert die Motivation, Flexibilitdtsoptionen mdglichst zur Reduzierung der Leistungsspitzen

einzusetzen.
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T,5=8.760 h T;5=2500h Preisannahmen nach
30.000 Jahresbenutzungsdauer:
T, <2.500 h/a:
= 25.000 LP = 8,78 €/kWa
= AP = 2,41 ct/kWh
& 20.000 T,5 >2.500 h/a
3 S LP =52,76 €/kWa
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(3}
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Abbildung 4: Netznutzungsentgelt in Abhéangigkeit der Jahresenergie und der Jahresleistungsspitze fir
Mittelspannungskunden (eigene Darstellung auf Basis von [54])

Neben der Reduzierung der Jahresleistungsspitze innerhalb der reguldren Netznutzungsvertrage
lasst sich mit Hilfe von Flexibilitatsoptionen gegebenenfalls eine Eingruppierung in die Sonder-
formen der Netznutzung nach 819 StromNEV erreichen [52]. Zum einen besteht die Mdglichkeit
ein individuelles Netzentgelt mit dem Netzbetreiber zu vereinbaren, wenn die Jahreshdchstlast
des Netznutzers signifikant von der Jahreshichstlast aller Entnahmen der Netzebene abweicht
(atypische Netznutzung). Zum anderen besteht das Anrecht auf ein individuelles Netzentgelt,
wenn bei einem Jahresenergiebedarf von E;; > 10 GWh eine Jahresbenutzungsdauer von
7,5 > 7.000 h erreicht wird (stromintensive Netznutzung) [52]. Individuelle Netzentgelte sind ge-
genuber den reguléaren Netzentgelten erheblich reduziert und bieten ein groBes Einsparpotential.

2.3.3 Spotmarkt-Trading

Der kurzfristige Handel von elektrischer Energie erfolgt in Zentraleuropa Uberwiegend an der
European Power Exchange (EPEX Spot) in Paris. An der EPEX Spot existieren mehrere Markt-
segmente. VVon Interesse sind hierbei insbesondere die Day-Ahead-Auktion, die Intraday-Auktion
und der kontinuierliche Intraday-Handel. Die einzelnen Marktsegmente unterscheiden sich ins-
besondere in der Ausgestaltung der Kontrakte, den Handelszeitrdumen, den Marktvolumina und
den Preisbildungsmechanismen. Bei der Day-Ahead-Auktion werden Stundenprodukte bzw.
mehrere Stunden als Blockprodukte gehandelt und beim Intraday-Handel (Auktion und konti-
nuierlicher Handel) Viertelstundenprodukte. Wahrend die Day-Ahead-Auktion und die Intraday-
Auktion am Vortag abgewickelt werden (12 Uhr bzw. 15 Uhr), ist der kontinuierliche Intraday-
Handel bis funf Minuten vor dem Erbringungszeitpunkt méglich (in der gleichen Regelzone). Zur
Teilnahme sind ein Marktzugang und eine H&ndlergenehmigung erforderlich. Die aktuellen
Markt- und Produkteregeln werden in [55] aufgefihrt.
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Abbildung 5 zeigt die Preisspannen flr die Stundenprodukte am Day-Ahead-Markt in den Jahren
2014 bis 2017. Uber alle Jahre betrachtet, liegt der Median bei 31 €/ MWh und die Unterschiede
zwischen den Jahren fallen relativ gering aus. Es lasst sich jedoch weiterhin erkennen, dass die
Preise deutlichen Schwankungen unterliegen und sehr starke Extremwerte sowohl in positive als
auch in negative Richtung existieren (Abbildung 54 in Anhang 9.3 zeigt exemplarisch den Jahres-
verlauf der Day-Ahead-Spotmarktpreise fir 2014). Auf Basis von intelligenten Handelsstrategien
lassen sich unter Einbeziehung von Flexibilitatsoptionen die Preisschwankungen nutzen, um zu-
sétzliche Erlése bei der Vermarktung von Energie bzw. geringere Kosten beim Einkauf zu

erzielen.
2014} F------==-- F----1 Median
2015F F-=-7----+-- 0----- 4 — 25 %- u. 75 %-Quantile
2016 F i Ir------ 4 +~ =+ Minimum/Maximum
2017 . it et I—--D-I----—-I ----- |~

-150 -100 -50 0 50 100 150

Day-Ahead-Spotmarktpreise [€/MWh]

Abbildung 5: Preisspannen Day-Ahead-Spotmarkt 2014 — 2017 (Eigene Darstellung auf Basis von [56])

Uber einen direkten Marktzugang verfiigen aufgrund der Komplexitit und der Kosten in der Regel
nur Energieversorgungsunternehmen und Grof3industriekunden. Energieversorger kénnen aller-
dings die Handelsaktivitaten am Spotmarkt fir ihre Kunden biindeln und in Form von dyna-
mischen Strompreisen fur Letztverbraucher weiterreichen [20].

Dynamische Strompreise ermdglichen somit eine wirtschaftliche Optimierung auf Basis der
Volatilitat des Borsenstrompreises fur industrielle und gewerbliche Kunden ohne eigenen Markt-
zugang und Handlergenehmigung. Die Ausgestaltung solcher Tarifmodelle ist Gegenstand
aktueller Marktentwicklungen in der Energiewirtschaft [57][58].

2.3.4 Frequenzhaltung

Die Frequenzhaltung im européischen Verbundnetz erfolgt durch den Einsatz von Regelleistung
durch die Ubertragungsnetzbetreiber (UNB) der jeweiligen Regelzone. Die Regelleistung dient
zum kurzfristigen Ausgleich von Differenzen zwischen Leistungsaufnahme und -abgabe im
Gesamtsystem. Uber den Regelleistungsmarkt werden Flexibilititsoptionen zur Frequenzhaltung
flr drei Regelleistungsprodukte vorgehalten und abgerufen. Es werden die Produkte Primarregel-
leistung (PRL), Sekundérregelleistung (SRL) und Minutenreserve (MRL) unterschieden [59]. Die
wesentlichen Produktmerkmale werden in Tabelle 1 zusammengefasst.

Die Bereitstellung von Regelleistung durch einzelne Mittelspannungsanlagen ist bei Erfillung
der Anforderungen grundsatzlich méglich. Die Herausforderungen fir Mittelspannungsanlagen
bestehen allerdings nicht nur in der MindestgebotsgréfRe, sondern auch in den relativ langen
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Produktzeitschreiben und Ausschreibungszeitraumen, fur die ein moéglicher Abruf sichergestellt
werden muss (vgl. Tabelle 1). Diese erfordern eine hohe Planungssicherheit und erschweren die
Kombination mit weiteren Anwendungsfallen flr Flexibilitatsoptionen. In der Regel ist die Teil-
nahme fiir MS-Kunden nur als Teil eines Virtuellen Kraftwerkes (VK) mdglich und sinnvoll, um
die erforderlichen Mindestgebotsgréfien durch die Aggregation mehrerer Anlagen zu erreichen
und den organisatorischen Aufwand fir den einzelnen Anlagenbetreiber zu reduzieren. Des
Weiteren wird das Ausfallrisiko einer Anlage durch das VK entsprechend abgesichert. Die héchs-
ten Anforderungen liegen bei der Bereitstellung von PRL vor. Aggregierte DEA und Batterie-
speicher kénnen aufgrund ihrer dynamischen Eigenschaften aber bereits heute die Anforderungen
zur Bereitstellung von PRL erflllen [60].

Tabelle 1: Merkmale der Regelleistungsprodukte [61]

PRL SRL MRL
Ausschreibungszeitraum wochentlich wochentlich taglich
Produktzeitscheiben keine HT: Mo-Fr, 8-20 h, 6 x 4h Blocke

NT: restl. Zeitraum
Produktdifferenzierung keine positive SRL positive MRL
negative SRL negative MRL

Mindestgebotsgrolie 1MW 5 MW 5 MW
Angebotsinkrement 1MW 1MW 1 MW
Vergabe Leistungspreis-Merit-Order
Verglitung Pay-as-bid

2.3.5 Bilanzkreismanagement

Ein Bilanzkreis ist ein virtuelles Energiemengenkonto, um den Handel mit elektrischer Energie
abzubilden. Durch das Bilanzkreismanagement stellt ein Bilanzkreisverantwortlicher (BKV)
einen ausgeglichenen Bilanzkreis sicher. Das bedeutet, dass die Entnahmen und Einspeisungen
in den Bilanzkreis in jeder Viertelstunde (Messperiode) ausgeglichen sein missen. Die resultie-
renden Fahrplane muss der BKV dem UNB vor dem Zeitpunkt des Eintritts tbermitteln.
Aufgrund von Ungenauigkeiten bei Lastprognosen und EE-Einspeiseprognosen und unvorher-
gesehenen Ereignissen (z. B. Kraftwerksausfalle) kommt es jedoch stets zu Abweichungen
innerhalb der Bilanzkreise. Die Abweichungen (Uberdeckung oder Unterdeckungen) gleichen
sich teilweise zwischen den Bilanzkreisen aus. Das verbleibende Ungleichgewicht wird durch
den Einsatz von Regelleistung ausgeglichen (vgl. Abschnitt 2.3.4) und die Kosten dafur auf die
BKV umgelegt. Hierfir wird der Ausgleichsenergiepreis (reBAP) regelzonenubergreifend be-
rechnet und mit der Bilanzkreisabweichung multipliziert [62]. Hieraus kdnnen sowohl Aus-
gleichszahlungen des BKV an den UNB als auch umgekehrt resultieren.

BKV haben durch den geschlossenen Bilanzkreisvertrag die Verpflichtung Bilanzkreis-
abweichungen moglichst gering zu halten [63]. Die Vermeidung von Ausgleichsenergiekosten
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liefert hierflr auch einen entsprechenden finanziellen Anreiz. Falls der BKV uber ausreichende
Echtzeitinformationen seines Bilanzkreises verfugt, kann er den Ausgleich durch den
rechtzeitigen Abruf von Flexibilitatsoptionen unterstiitzen. Diese Voraussetzung wird in der
Praxis jedoch in der Regel nicht erflllt. Der Fokus zur Steigerung der Bilanzkreistreue liegt viel-
mehr auf der Verbesserung der Prognosegiite fir Einspeiser und Lasten.

2.3.6 Spannungshaltung und Betriebsmittelentlastung

Die gezielte, temporare Leistungsanderung zur Einhaltung der Spannungsgrenzwerte und der
thermischen Betriebsmittelauslastung fur 6ffentliche Verteilungsnetze stellt den netzdienlichen
Anwendungsfall flr Flexibilitatsoptionen dar. Die netzdienliche Anwendung ermdglicht folglich
die Reduzierung, Verzdgerung oder Substitution des konventionellen Netzausbaus und erganzt
die technischen und betrieblichen Handlungsalternativen des Netzbetreibers. Zur Reduzierung
des Netzausbaubedarfs, der durch die Integration zusatzlicher DEA hervorgerufen wird, wurden
die rechtlichen Mdglichkeiten fur das Einspeisemanagement geschaffen [4][40]. Die Einbindung
weiterer Flexibilitatsoptionen kann das Einspeisemanagement erganzen und den Energieverlust
durch Abregelung reduzieren. Ebenso kénnen lastbedingte Netzengpésse durch netzdienliches
Verhalten vermieden werden.

Die Ausgestaltung eines geeigneten Anreiz- oder Entschadigungssystems fir den netzdienlichen,
technologieunabhéngigen Einsatz von Flexibilitatsoptionen fehlt bisher, wird jedoch intensiv dis-
kutiert [37]. Eine in der Diskussion befindliche Ausgestaltungsvariante ist beispielsweise der Auf-
bau von regionalen Flexibilitatsmarkten [32][IX][XIV]. Durch die Analysen im Rahmen dieser
Arbeit soll ein Beitrag zu dieser Debatte geliefert werden. Die spezifischen Rahmenbedingungen
und Anforderungen fur diesen Anwendungsfall in Mittelspannungsnetzen werden ausfuhrlich in
Kapitel 3 behandelt.

2.3.7 Versorgungswiederaufbau

Die Systemdienstleistung des Versorgungswiederaufbaus nach einem grofRrdumigen Stromausfall
wird nach aktuellen Konzepten der europaischen Ubertragungsnetzbetreiber durch schwarzstart-
fahige Grol3kraftwerke erbracht. Eine Studie der Deutschen Energie-Agentur zur zukinftigen
Entwicklung der Systemdienstleistungen kommt zu dem Ergebnis, dass auch mindestens bis zum
Jahr 2030 noch ausreichende Kraftwerkskapazitéten fiir die Umsetzung der zentralen Netzwieder-
aufbaukonzepte zur Verfligung stehen und rét u. a. aus 6konomischen Griinden von dezentralen
Konzepten ab [64]. Die temporére Inselnetzversorgung bzw. der Versorgungswiederaufbau nach
einem fladchendeckenden Stromausfall stellt fir Flexibilitdtsoptionen in o6ffentlichen Mittel-
spannungsnetzen kurz- bis mittelfristig keinen realitdtsnahen Anwendungsfall dar. Im Rahmen
von innovativen Forschungsstudien zu neuartigen Inselnetzkonzepten spielt er jedoch mitunter
eine Rolle [65][66].
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2.3.8 Kategorisierung, Kombinationen und Konfliktpotentiale

Die Anwendungsfalle von Flexibilitatsoptionen sind vielféltig und erfordern die Einbeziehung
unterschiedlicher Akteure. Im Idealfall kénnen durch die Flexibilitat einer Anlage mehrere An-
wendungsfalle gleichzeitig bedient werden. In der Realitét ist allerdings damit zu rechnen, dass
die Anforderungen und Signale der Anwendungsfalle auch im Konflikt zueinander stehen
kénnen. Um die Wechselwirkungen und Konfliktpotentiale der zahlreichen Anwendungen
systematisch analysieren zu kénnen und daraus strukturierte Losungsansatze abzuleiten, ist es
sinnvoll, die Anwendungen zu kategorisieren.

In [67] wird zwischen den Kategorien netzdienlich (Netzdienstleistung fir den Verteilnetz-
betreiber), systemdienlich (Regelleistung fiir den Ubertragungsnetzbetreiber) und marktdienlich
(alle weiteren Einsatzmoglichkeiten) unterschieden. Die internen Anwendungsfalle, die sich nur
auf den Anlagenbetreiber (Netznutzer) beziehen, wie z. B. die Eigenversorgungsoptimierung oder
das Spitzenlastmanagement, werden hierdurch jedoch nicht sinnvoll eingeordnet. Alternativ wird
in [22] in nutzerbezogene, marktorientierte und netzdienliche Anwendungen unterteilt. Die
Systemdienstleistung Frequenzhaltung wird dort den marktorientierten Anwendungen zugeord-
net, da sie durch die Regelleistungsmérkte organisiert wird. Dadurch wird allerdings die Regel-
leistungserbringung mit anderen Marktanwendungen gleichgestellt und verliert ihren besonderen,
systemrelevanten Charakter.

Im Wesentlichen wird durch beide Kategorisierungen versucht, die Anwendungen hinsichtlich
zweier Aspekte zu differenzieren. Zum einen erfolgt die Unterscheidung zwischen Netz- und
Marktanwendungen im Sinne der Entflechtung der Energieversorgungsunternehmen. Diese Ab-
grenzung ist wichtig in Bezug auf die Rollen und Handlungsspielrdume innerhalb der rechtlich-
regulatorischen Rahmenbedingungen. Zum anderen wird hinsichtlich der értlichen Anforderun-
gen an die Flexibilitat unterschieden. Dabei lasst sich in lokale (rdumlich begrenzte) Anwendun-
gen und globale (systemweite) Anwendungen unterscheiden. Diese Unterscheidung ist relevant
bei der Analyse der Wechselwirkungen und der physikalischen Auswirkungen im Netz, inshe-
sondere im Fall von divergierenden Anforderungen von Nutzer, Netz, Markt und Gesamtsystem.

Um sowohl eine Kategorie fiir anlagenorientierte Anwendungsfalle, gemaR [22], einzufiihren, als
auch die Systemrelevanz der Regelleistung, wie in [67] besonders hervorzuheben, werden im
Rahmen dieser Arbeit vier Kategorien gebildet. Abbildung 6 zeigt eine Ubersicht der
aufgefiihrten Anwendungen und deren Kategorisierung.
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Abbildung 6: Kategorisierung der Anwendungsfalle

Die unterschiedlichen Anwendungen bzw. Anreize und Signale fur einen Flexibilitatseinsatz un-
terliegen gegenseitigen Wechselwirkungen. In jedem Fall haben alle netzdienlichen, system-
dienlichen und marktorientierten Anwendungsfalle, deren Signale durch externe GréRen generiert
werden, einen Einfluss auf die anlagenorientierten Anwendungsfélle. Weiterhin haben alle An-
wendungsfalle auch einen direkten Einfluss auf die Netzauslastung und somit unmittelbar auf die
netzdienlichen Anwendungsfélle.

Konflikte kénnen insbesondere entstehen, wenn lokale Anwendungen eine zeitgleiche, gegen-
laufige Leistungsénderung erfordern als die globalen Marktsignale. Andererseits kdnnen durch
eine gleichgerichtete Leistungsédnderung gleichzeitig lokale wie auch globale Anforderungen be-
dient werden. Um eine Kombination aller Anwendungen zu ermdglichen und somit einen
mdglichst hohen Nutzen aus den einzelnen Flexibilitatsoptionen fiir die Anlage, das Verteilnetz,
die Mérkte und das Gesamtsystem zu ziehen, bedarf es eines konsistent ausgestalteten Ordnungs-
rahmens und klarer Zugriffs- bzw. Anwendungshierarchien.

Im Rahmen dieser Arbeit werden insbesondere die Wechselwirkungen zwischen den netz-
dienlichen Anwendungsféllen mit den anlagen- und marktorientierten Anwendungsfallen analy-
siert. Daraus sollen u. a. Losungsansatze zur Vermeidung von Konflikten und zur Verbesserung
der Kombinationsmdglichkeiten abgeleitet werden. Die systemdienlichen Anwendungsfalle ge-
nieRen aufgrund ihrer Systemrelevanz bereits heute eine Ubergeordnete Prioritat. Die Kombi-
nation mit netz- und marktorientierten Anwendungsféllen oder gar die temporare Einschrankung
der Bereitstellung von Systemdienstleistungen aufgrund von sonstigen Anwendungsféllen wird
daher nicht betrachtet.
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2.4 FlexibilitatskenngroRen

Die Analyse von Flexibilitatsoptionen in Mittelspannungsnetzen erfordert die Einfiihrung von
Kenngroien, um Flexibilitat beschreiben und quantifizieren zu kénnen. Ein universeller Ansatz
zur Beschreibung betrieblicher Flexibilitat wird in [69] auf der Basis von [70] beschrieben. Zur
Analyse der vorhandenen und bendtigten betrieblichen Flexibilitat im Stromversorgungssystem
erfolgt die Charakterisierung auf Basis von drei Grofzen, um die wesentlichen Fragen zur Flexi-
bilitat sowohl aus Sicht des Anbieters als auch aus Sicht des Nachfragers beantworten zu kénnen:

Leistung Welche Leistungsanpassung ist moglich/erforderlich?
Leistungsgradient Wie schnell kann/muss eine Leistungsanpassung erfolgen?
Energie Welche Energie kann aufgenommen/abgegeben werden?

Die FlexibilitatskenngréRen beziehen sich dabei auf eine Leistungsanderung beziiglich der ge-
planten bzw. prognostizierten Betriebsweise. Durch die Bestimmung der maximalen Leistung

max

Prio.+, des maximalen Leistungsgradienten Gy, und der maximalen Energie E7f.. in positive

Richtung sowie den entsprechenden minimalen Werte in negative Richtung (P, Gz | Emin ),

ex-1

lassen sich, ausgehend von der eigentlich geplanten Soll-Leistung P,, Grenzen fir mdogliche
Arbeitspunkte einer Flexibilitatsoption fur einen definierten Betrachtungszeitraum abgrenzen.
Innerhalb dieses Grenzbereichs kann sich dann die eigentliche Flexibilitatsbereitstellung
(Priexs) Griexs, Erecs) Dewegen (vgl. Abbildung 7).

A GRISE, Ausgangspunkt:

p Py: Soll-Leistung

Flexibilitit:

Griex+: pos. Gradient
Griex—:neg. Gradient
Prlex+: pos. Leistung
Prlex—:neg. Leistung
Erpjexs:pos. Energie
Epjex—:neg. Energie

Flexibilititsgrenzen:

GFSY, : max. pos. Gradient

Flow_:min. neg. Gradient
Ppi&Y, »max. pos. Leistung
PpY_: min. neg. Leistung

EfeY . max. pos. Energie

GFlex-— Ef _: min. neg. Energie

Abbildung 7: Flexibilitatskenngréfien in Anlehnung an [69]

Aus systemischer Sicht lasst sich der Bedarf und das Angebot an betrieblicher Flexibilitat dadurch
sehr anschaulich beschreiben, aggregieren und vergleichen (vgl. [69]), z. B. fur die betriebliche
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Planung der erforderlichen Flexibilitat zum Ausgleich der systemweiten Leistungsbilanz in einem
Betrachtungszeitraum.

Fur die Analyse netzdienlicher Flexibilitatsanwendungen im Verteilnetz bzw. der Auswirkungen
von marktorientierten Anwendungen auf das Verteilnetz ist der Ort, genauer gesagt der Netzver-
kndpfungspunkt, ein weiterer mafigeblicher Parameter zur Charakterisierung der Flexibilitat.
Daruber hinaus ergeben sich fiir alle Anwendungsfalle weitere Fragestellungen hinsichtlich der
Haufigkeit, Zuverléssigkeit und Kosten/Erlése, die sich jeweils aus Sicht des Anbieters als auch
des Nachfragers stellen lassen:

Ort Wo ist eine Leistungsanpassung moglich/erforderlich?

Haufigkeit Wie hadufig steht die Flexibilitat zur Verfligung bzw. wie haufig
wird sie benétigt?

Zuverlassigkeit Wie zuverléssig steht die Flexibilitdt zur Verfligung bzw. wie
zuverldssig wird sie bendotigt?

Kosten/Erlose Welche Kosten/Erlose entstehen durch den Einsatz der
Flexibilitat?

Abgesehen vom Ort, sind die aufgefiihrten Kenngro3en variabel und abhéngig von den Anforde-
rungen und Freiheitsgraden im Betrieb. Zur Ermittlung der KenngréRen, missen die Flexibilitats-
optionen daher mit ihren technischen und betrieblichen Restriktionen modelliert und berechnet
werden.

GleichermalRen muss die Nachfrageseite und hierbei insbesondere kritische lokale Netzzustéande
im Verteilnetz (Grenzwertverletzungen) in einen entsprechenden Flexibilitatsbedarf umgerechnet
werden. D.h. es muss bestimmt werden, welche Leistungsanpassung wie haufig an welchem Ort
erforderlich ist, damit alle Grenzwertverletzungen behoben werden kénnen. Aus einer zeitlichen
Analyse der erforderlichen Leistungsanpassungen lassen sich dann die weiteren Kenngrofien ab-
leiten.



3 Rahmenbedingungen und Anforderungen

3.1 Perspektive eines Anlagenbetreibers

Die Bereitstellung von Flexibilitat ist die Ausnutzung von inhédrenten Speichermdglichkeiten und
darf in erster Linie zu keiner Einschrankung des priméren Betriebszwecks einer Anlage fiihren.
Die Identifikation von Flexibilitatsoptionen auf komplexen Anlagen von Mittelspannungskunden
erfordert eine systematische Analyse der vorhandenen Aggregate und Prozesse. Neben
technischen und betrieblichen Restriktionen, ist es gleichermaBen erforderlich, die wirtschaft-
lichen und rechtlichen Rahmenbedingungen zu betrachten.

Ein wesentliches Ziel dieser Arbeit ist es, Flexibilitdtsoptionen nicht nur technologiespezifisch
sondern als Teil einer Gesamtanlage zu betrachten. Um die VVorgehensweise mdglichst konkret
zu beschreiben, werden die Identifikation von heutigen und zukiinftigen Flexibilitatsoptionen und
die Analyse der Rahmenbedingungen daher am Beispiel von Klaranlagen vorgestellt. Klaranlagen
sind typische Mittelspannungskunden und verfiigen oftmals Uber Flexibilitatsoptionen in allen
drei Gruppen: Erzeugungsanlagen, flexible Lasten und Speicher. Darlber hinaus lassen sich auf
Klaranlagen sektoreniibergreifende Anforderungen identifizieren (z. B. Deckung des Warmebe-
darfs) sowie Potentiale fiir eine zunehmende Sektorenkopplung (z. B. Power-to-Gas) und zusatz-
liche Energiespeicher (z. B. Batteriespeicher). Wéhrend die betrieblichen Restriktionen
insbesondere fiir lastseitige Flexibilitatsoptionen sehr individuell ausfallen, lassen sich viele tech-
nologiespezifische, wirtschaftliche und rechtliche Aspekte anschlieend sehr gut auf andere
Flexibilitatsoptionen lbertragen.

3.1.1 Identifikation von Flexibilitatsoptionen am Beispiel Klaranlage

Klaranlagen werden in verschiedene GréRenklassen (GK 1-5) anhand des Einwohnerwerts (EW)
kategorisiert. Der Einwohnerwert ist die Summe aus Einwohnerzahl (EZ) und Einwohnergleich-
wert (EGW) und dient als VergleichsgroRe fur die Schmutzfrachtbelastung von Abwassern [71].
Mit Hilfe des EGW lasst sich die Belastung durch gewerbliche Abwasser auf eine dquivalente
Anzahl von Einwohnern (E) umrechnen, die eine vergleichbare Belastung durch hédusliche Ab-
wasser erzielen wirden. Die GroRenklasse einer Klaranlage ist ein wesentliches MaR fiir die Leis-
tungsklassen der vorhandenen Aggregate und somit der zur Verfigung stehenden Flexi-
bilitatspotentiale. In [VI] wurden umfangreiche Analysen zu Flexibilittsoptionen auf realen
Kléranlagen in Deutschland mit unterschiedlichen GréRenklassen veréffentlicht. Nachfolgend
werden auszugsweise die im Rahmen dieser Arbeit relevanten Flexibilitatsoptionen fir Klaranla-
gen der GK 4 (10.000 — 100.000 EW) vorgestellt.
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Abbildung 8: Prozesse auf der Klaranlage (eigene Darstellung in Anlehnung an [72] und [V1])

Die Prozessaggregate einer Kléranlage lassen sich in mehrere Gruppen unterteilen (vgl.
Abbildung 8). Der Primarprozess einer Kléranlage ist die Abwasserreinigung, bestehend aus einer
mechanischen Reinigung und einer biologischen Reinigung. Das an der Klaranlage ankommende
Abwasser wird mit Hilfe des Abwasserhebewerkes der mechanischen Reinigung zugefuhrt.
Grobe Verunreinigungen und Sand werden durch den Rechen und den Sandfang aus dem Abwas-
ser abgeschieden. Im Vorkl&rbecken setzen sich weitere ungelste Stoffe am Boden ab. Dieses
Schlammgemisch wird als Primarschlamm (PS) bezeichnet, mit Rdumern aus dem Becken ent-
fernt und zur weiteren Abscheidung von Wasser in den Eindicker gepumpt. AnschlieRend durch-
flieRt das Abwasser die beliifteten Belebungsbecken der biologischen Reinigung und wird danach
in einem weiteren Becken zur Nachklarung gesammelt. Der sich dort absetzende Schlamm wird
zum Teil als Rucklaufschlamm (RS) wieder in das Belebungsbecken gepumpt und zum Teil als
Uberschussschlamm (USS) in den Eindicker abgefiihrt. Das gereinigte Abwasser durchlauft vor
der Zuleitung in einen Fluss ggf. nochmals eine Filtration.

Die Prozesse der Schlammbehandlung sind weitestgehend vom Klarprozess entkoppelt. Nach der
Eindickung des Klarschlamms wird dieser im Faulturm gesammelt und ausgefault. AnschlieRend
wird dieser entwassert, getrocknet und entsorgt (Deponie oder Verbrennung). Teilweise erfolgt
auch eine landwirtschaftliche Nutzung als Dlingemittel. Das bei der Schlammfaulung entstehende
Klérgas wird in einem Gasspeicher gesammelt und Uber das Blockheizkraftwerks (BHKW) fur
die Strom- und Warmeproduktion verwertet.

3.1.1.1 Blockheizkraftwerk mit Gasspeicher

Eine verbreitete Flexibilitatsoption auf Kldranlagen mit anaerober Schlammstabilisierung (KIar-
gasproduktion im Faulturm) ist das mit Klargas betriebene BHKW mit Gas-Otto-Motor. BHKW
mit anderen Motorentypen oder Mikrogasturbinen sind auf Kléranlagen eher selten [73]. Das
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BHKW dient der Eigenversorgung mit elektrischer Energie sowie der Beheizung des Faulturms
und der Betriebsgebdude. Da das im Faulturm entstehende Klargas nicht in die Atmosphére
freigesetzt werden darf und in jedem Fall energetisch genutzt werden soll, ist der Gasspeicher die
Grundlage der Flexibilitat. Durch die Zwischenspeicherung kann die Entstehung und die
Verwertung des Klargases zeitlich entkoppelt werden. Die zur Verfligung stehende Gasfackel
dient in heutigen Energiekonzepten meist nur als Notfalleinrichtung und wird nicht als zusétzliche
Flexibilitatsoption angesehen.

Die Auswertungen von 176 Klaranlagen der GK 4 in Nordrhein-Westfalen und Rheinland-Pfalz
aus [VI] hat ergeben, dass der Median der elektrischen BHKW-Leistung bei Py o= 90 kW
und der Median des elektrischen Wirkungsgrades bei 7. = 32 % liegen (vgl. Abbildung 9). Aus
Redundanzgriinden sind oftmals zwei bzw. mehrere baugleiche Aggregate vorhanden. Der
Median der vorhandenen Gasspeicherkapazititen liegt bei Vxg=270 m®. Bei einer angenom-
menen Klargasproduktion von Ok = 26 m3/h (Median) ergibt sich eine maximale Ausschaltdauer
des BHKW von T7,%=10,4 h. Weiterhin liegt, bei einem Gasverbrauch des BHKW von
Ogrikw = 40 m3/h (Median), die maximale Zuschaltdauer bei vollem Gasspeicher und ohne zusétz-
liche Gasproduktion bei 7.)*= 6,75 h. Diese Uberschlagigen Abschétzungen zeigen bereits, dass
deutliche Potentiale fir eine flexible Kl&rgasverstromung vorhanden sind.

Kléaranlagen der GroRenklasse GK 4 Legende: Minimum  Median Masximum
(10.000 — 100.000 EW) Ny i
Na =176 Quantil Quantil
Einwohnerwert Kldranlage EW [E] BHKW-Leistung (el.) Pgkw el [KW]

e I I | IH I I — |
0 25.000 50.000 75.000 100.000 0 200 400 600 800

Klargasproduktion Q, [m3/h] Wirkungsgrad (el.) 7 [%0]
IHI H I — | | e e I e |
0 50 100 150 200 0 20 40 60

Gasspeichervolumen Vg [M?] Gasverbrauch BHKW Qg [M3/h]
HL ! I I : | HI — |
0 1000 2000 3000 0 100 200 300

Abbildung 9: KenngréRen fir BHKW mit Gasspeicher auf Klaranlagen (eigene Darstellung nach [V1])

Die Nutzung der vorhandenen Potentiale wird durch mehrere Restriktionen des Klaranlagen-

betriebs eingeschrénkt:

Deckung des Warmebedarfs des Faulturms und der Geb&ude durch das BHKW
minimale/maximale Fillstdnde des Gasspeichers

maximale Anzahl von Schaltzyklen der BHKW (Verschleil?)

minimale Laufzeiten, minimale Ausschaltzeiten
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Die Restriktionen sind vergleichsweise einfach zu Uberwachen, da es nur geringe bis keine
Wechselwirkungen mit den sonstigen Prozessen auf der Anlage gibt. Sie missen in der weiteren
Analyse dennoch berticksichtigt werden.

3.1.1.2 Notstromaggregat

Eine weitere Flexibilitatsoption auf Seiten der Stromerzeugungsanlagen sind die, auf Klaranlagen
oftmals vorhandenen, dieselbetriebenen Notstromaggregate (NSA). Im Falle eines Stromausfalls
werden wichtige Prozesse auf der Klaranlage (Pumpen etc.) mit Hilfe des Notstromaggregates
weiterbetrieben. Es muss in jedem Fall sichergestellt werden, dass fur den Notfall ausreichende
Kraftstoffreserven vorhanden sind und das Notstromaggregat einsatzfahig ist. Unter Beachtung
dieser Einschrankungen bietet ein Notstromaggregat deutliche Flexibilitatspotentiale, da es im
Normalbetrieb nicht verwendet wird. Es muss hierfir allerdings fiir den Netzparallelbetrieb ge-
eignet sein (automatische Synchronisierung etc.).

Einheitliche Regeln zur Dimensionierung der Notstromaggregate und der Dieseltanks existieren
nicht [V1], es kann jedoch davon ausgegangen werden, dass der gesamte Strombedarf der Anlage
far mehrere Stunden gedeckt werden kann. Der Median der Bemessungsleistung der Notstrom-
aggregate von 32 ausgewerteten Klaranlagen der GK 4 liegt bei S,. ys,= 323 kVA [VI]. Weitere
technische Einschrdnkungen ergeben sich, abgesehen von der Deckung des Wé&rmebedarfs,
analog zum BHKW.

3.1.1.3 Flexible Lasten

Die Vielzahl an elektrischen Lasten auf einer Klaranlage lasst sich in mehrere Prozessgruppen
zusammenfassen. Der Grof3teil des elektrischen Energiebedarfs (ca. 60 %) entfallt auf die biolo-
gische Reinigung (vgl. Abbildung 10) und dort insbesondere auf die Beluftung der Belebungs-
becken. Wéhrend die Beliiftungsaggregate nahezu kontinuierlich betrieben werden, erfolgen
andere Prozesse diskontinuierlich. Der restliche Stromverbrauch teilt sich auf die Aggregate der
mechanischen Reinigung (Rechen, Sandfang etc.), der Schlammbehandlung (Eindickung, Ent-
wadsserung etc.), der Infrastruktur (u. a. Beleuchtung, Labor und Luftung) sowie sonstiger Aggre-
gate (Abwasserhebewerk, Filtration etc.) auf.

Bei der Identifikation relevanter Flexibilitatsoptionen ist insbesondere der Blick auf die absoluten
Leistungswerte der vorhandenen Aggregate entscheidend. Abbildung 10 zeigt auf Basis der er-
mittelten spezifischen Leistungen in [VI], die absoluten Leistungsbereiche fir Aggregate auf
Kléranlagen der GK 4. In der Darstellung ist ersichtlich, dass die groften Leistungspotentiale bei
den Beluftungsaggregaten vorliegen (ca. 20 kwW-180 kW). Alle weiteren Aggregate weisen deut-
lich geringere Leistungspotentiale auf.
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In [VI] werden fir alle aufgefuhrten Prozessaggregate auch die entsprechenden Restriktionen
hinsichtlich der Flexibilitdt ermittelt. Diese kdnnen insbesondere flir Prozessoptimierungen auf
der Klaranlage interessant sein. Im Zusammenhang mit der Analyse von Leistungsflissen in
Mittelspannungsnetzen sind Aggregate mit einer Leistung kleiner als 50 kW im Sinne einer
Aufwand-Nutzen-Abschétzung fiir eine spatere Modellierung allerdings zu vernachlassigen. Hin-
sichtlich einer Flexibilisierung verbleiben somit die Beltftungsaggregate als relevante Option.

(a) Leistungsbereiche der Aggregate [kW]
0 20 40 60 80 100 120 140 160 180
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Sandfang
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Sonstiges = Sonstiges

Abbildung 10: (a) Leistungsbereiche der Aggregate und (b) Aufteilung des Stromverbrauchs nach
Prozessgruppen auf Klaranlagen der GK 4 (10.000-100.000 E) — (eigene Darstellung nach [VI])

Die Beliiftung der Belebungsbecken erfolgt zur Gewéhrleistung der biologischen Abbauprozesse
von Schadstoffen und unterliegt somit vergleichsweise komplexen Restriktionen. Der Belif-
tungsbedarf ist abhangig u. a. von der zugefiihrten Abwassermenge und deren Belastung mit
Schadstoffen (Ammoniumgehalt, Nitratgehalt etc.). Die Grenzwerte hinsichtlich der Reinigungs-
leistung miissen dabei stets eingehalten werden. Des Weiteren darf es durch die Abschaltung der
Beluftung nicht zur Sedimentierung der Abwasserbestandteile kommen. Auf Basis von Simula-
tionen der biologischen Prozesse und Abschaltversuchen auf realen Klaranlagen werden in [74]
maximale Abschaltdauern von 60 Minuten, Mindestlaufzeiten nach einer Abschaltung von
15 Minuten sowie An- und Abfahrtszeiten von 60 Sekunden fiir die Belliftungsaggregate angege-
ben. Diese Werte kénnen bei einer vereinfachten Modellierung fir grundsatzliche Analysen ge-

nutzt werden.
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3.1.1.4 Power-to-Gas-Anlagen

Kléranlagen eignen sich prinzipiell sehr gut als Standorte flir Power-to-Gas-Anlagen, da viele der
wichtigen Standortkriterien oftmals erflllt sind. Es handelt sich dabei u. a. um Anschlussmdg-
lichkeiten zum Strom- und Gasnetz, eine CO2-Quelle fur die Methanisierung, eine Warmesenke
zur Nutzung der Abwérme und die Einbindung in vorhandene Anlagen- und Leittechnik [I].

Technologisch lassen sich bei der Wasserelektrolyse drei grundsétzliche Verfahren unterschei-
den: Alkalische Elektrolyse (AEL), Membran-Elektrolyse (PEMEL) und Hochtemperatur-
Elektrolyse (SOEL). Die Gesamtwirkungsgrade bei der Erzeugung von Wasserstoff liegen
zwischen 54 % - 79 % und mit zusatzlicher Methanisierung zwischen 49 % - 78 %. Weitere aus-
fuhrliche technologische Beschreibungen lassen sich [45] entnehmen.

Die Dimensionierungen der Leistungsklassen zukunftiger Power-to-Gas-Anlagen sowie ggf. vor-
handener Wasserstoffspeicher sind insbesondere vom Gasnutzungspfad und der erforderlichen
Produktionsmenge abhangig. Neben der direkten Nutzung von Wasserstoff fiir Mobilitatsan-
wendungen, ist hierbei insbesondere die Einspeisung in das Gasnetz von Belang. Die Bei-
mischung von Wasserstoff in das heutige Erdgasnetz ist nur in begrenztem Umfang mdglich.
Wahrend grundsatzlich eine Wasserstoffkonzentration von bis zu 10 Vol. % im Erdgasnetz zu-
lassig ist, gelten in gewissen Netzbereichen mit komplexen Industrieprozessen, Erdgastankstellen
oder Gasturbinen noch deutlich geringere Grenzwerte [75].

Durch eine nachgeschaltete Methanisierung des Wasserstoffes ist die Netzeinspeisung praktisch
nur noch durch eine ausreichende Gasnachfrage (auch in den Sommermonaten) im entsprechen-
den Netzgebiet begrenzt.

3.1.1.5 Batteriespeicher

Wiahrend eine Kombination von PV-Anlage und Batteriespeicher in Einfamilienhdusern bereits
heute eine zunehmende Beliebtheit erfahrt, kénnen Batterien bei weiterer Kostendegression zu-
kiinftig auch eine interessante Option fur Gewerbe- und Industriekunden sein, um die Eigenver-
sorgung zu optimieren. Batteriespeicher stellen die ideale Flexibilitatsoption dar, da zwischen
Ladung- und Entladung sehr schnell gewechselt werden kann und nur vergleichsweise geringe
Wirkungsgradverluste auftreten. Die wesentlichen technischen Restriktionen ergeben sich durch
die zulassigen Lade- bzw. Entladeleistungen, die nutzbare Speicherkapazitét und die Lebensdauer
in Abhéngigkeit der Anzahl an Ladezyklen.

Aktuelle Entwicklungen bei neuartigen Batteriespeicheranwendungen basieren insbesondere auf
der Lithium-Technologie, da sie vergleichsweise hohe Wirkungsgrade erzielt und (iber die besten
volumetrischen Energiedichten verfligt. Fur eine umfassende Beschreibung dieser und weiterer
Batterietechnologien sei ebenfalls auf [45] verwiesen.
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3.1.2 Wirtschaftliche und energierechtliche Rahmenbedingungen

Die Bedeutung der Stromkosten nimmt durch steigenden Wettbewerbsdruck im Zuge der Globa-
lisierung weiter zu, aber auch nicht-wettbewerblich ausgerichtete Einrichtungen (wie z. B.
kommunale Abwasserentsorger) missen auf steigende Stromkosten reagieren und effizient mit
elektrischer Energie umgehen. Daher werden zunehmend Mal3nahmen ergriffen, um die Strom-
kosten zu senken bzw. zusétzliche Erlése zu generieren. Neben grundsétzlichen Effizienzmal3-
nahmen handelt es sich dabei insbesondere um die Installation zusatzlicher Eigenerzeugungs-
anlagen und Speicher.

Um die Mdglichkeiten einer Bereitstellung von lokalen Netzdienstleistungen zu analysieren, diir-
fen die heutigen wirtschaftlichen Motivationen fir die Nutzung von Flexibilitdtsoptionen nicht
unberucksichtigt bleiben. Nachfolgend erfolgt die Zusammenstellung der wesentlichen wirt-
schaftlichen und energierechtlichen Rahmenbedingungen fiir Anlagenbetreiber, die im Bezug zur
netzdienlichen Bereitstellung von Flexibilitét stehen.

3.1.2.1 Stromkosten flr Letztverbraucher der Mittelspannungsebene

Die Strompreise flir Letztverbraucher setzen sich aus verschiedenen Bestandteilen zusammen.
Neben den reinen Beschaffungs- und Vertriebskosten des Energieversorgers, missen Letztver-
braucher generell weitere Entgelte, Umlagen und Abgaben bezahlen. Aufgrund des relativen An-
teils am Gesamtpreis sind hierbei insbesondere die Netznutzungsentgelte (NNE) und die EEG-
Umlage hervorzuheben. Die weiteren Umlagen (KWKG-, Offshore-Haftungs- und 819 Strom-
NEV-Umlage sowie die Umlage flir abschaltbare Lasten) werden oftmals als netzentgeltbezogene
Umlagen zusammengefasst, da sie gemeinsam mit den NNE auf den Strombezug aus dem 6ffent-
lichen Stromnetz erhoben werden.

Abbildung 11 zeigt die durchschnittliche Zusammensetzung des Strompreises flr industrielle
Mittelspannungskunden 2018. Insgesamt entfallen dabei rund 48 % des Strompreises auf Be-
schaffung, Netzentgelte und Vertrieb sowie 40 % auf die EEG-Umlagen. Der Rest setzt sich aus
den netzentgeltbezogenen Umlagen, der Konzessionsabgabe und der Stromsteuer zusammen.

‘ m Beschaffung, Netzentgelt, Vertrieb (8,21 ct/kWh)
m EEG-Umlage (6,79 ct/kWh)

1% 20 netzentgeltbezogene Umlagen (0,55 ct/kwh)

ct/kWh m Stromsteuer (1,54 ct/kWh)

m Konzessionsabgabe (0,11 ct/kWh)

Abbildung 11: Durchschnittliche Strompreise fur die Industrie 2018, Jahresverbrauch 160.000 bis
20 Mio. kWh mit mittelspannungsseitiger Versorgung (eigene Darstellung nach [48])
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Eine wirtschaftliche Motivation zur Installation von Eigenversorgungsanlagen und zur heutigen
Betriebsweise von vorhandenen Flexibilitatsoptionen liegt darin, den Fremdbezug (Jahresenergie
und Leistungsspitze) maglichst zu minimieren (vgl. Abschnitt 2.3.1 und 2.3.2). Mit der Novel-
lierung des EEG 2014, muss bei neuen Erzeugungsanlagen die EEG-Umlage auch auf den
Eigenversorgungsanteil gezahlt werden. Bestandsanlagen sind hiervon weitestgehend ausge-
nommen. Ebenso existieren Ausnahmefélle sowie reduzierte Umlagesdtze fiir einige
Anlagenklassen [40]. Bei der Analyse der netzdienlichen Flexibilitatsbereitstellung miissen die
Einflisse der einzelnen Strompreisbestandteile und deren unterschiedliche Erhebung entspre-
chend bertcksichtigt werden.

3.1.2.2 Einspeisevergitungen fur Erzeugungsanlagen

Neben der Vermeidung von Fremdbezug, ist der Ausbau dezentraler Erzeugungsanlagen insbe-
sondere auf finanzielle Férderungen zuriickzufuhren. Auf Basis des EEG [40] wird seit dem Jahr
2000 die Einspeisung von Strom auf Basis Erneuerbarer Energien durch eine feste Einspeisever-
gutung und einen Einspeisevorrang gegenuber konventionellen Kraftwerken geférdert. Im Laufe
der Jahre wurde das Gesetz mehrfach novelliert und die garantierten Vergitungssatze auf die
technologischen und marktseitigen Entwicklungen angepasst. Da die Einspeisevergultungen in der
Regel flr 20 Jahre ab der Inbetriebnahme garantiert werden, unterscheiden sich die Erlose der
Bestandsanlagen je Technologie, Leistungsklasse und dem Zeitpunkt der Inbetriebnahme deut-
lich.

Ein zweiter Férdermechanismus besteht seit 2002 fur Kraft-Warme-Kopplungsanlagen (ber das
KWKG [41]. Ahnlich wie beim EEG werden KWK-Anlagen durch Zuschlage auf den eingespeis-
ten Strom finanziell geférdert und die entstehenden Kosten auf die Allgemeinheit umgewalzt (vgl.
Abbildung 11). Auch beim KWKG unterscheiden sich die konkreten Zulagen je nach Leistungs-
klasse der Anlage und Inbetriebnahme. Bei der Analyse von geforderten Erzeugungsanlagen
missen dementsprechend die jeweils zutreffenden Einspeisevergitungen und geltenden recht-
lichen Rahmenbedingungen berticksichtigt werden.

3.1.2.3 Energierechtliche Einordnung von Energiespeichern

Neben den Investitionskosten fiir den Bau eines Energiespeichers, spielen die energierechtliche
Einordnung und die damit verbundenen Belastungen mit Umlagen, Entgelten und Abgaben bei
der Bewirtschaftung des Energiespeichers eine entscheidende Rolle fiir die Wirtschaftlichkeit und
die Ausgestaltung der Geschaftsmodelle. Der Begriff Energiespeicher ist im aktuellen Rechts-
rahmen weder eindeutig rechtlich definiert, noch findet sich die gesonderte Rolle des Speicher-
betreibers im Energierecht. Eine kohérente, technologietbergreifende Beschreibung der
Rahmenbedingungen fur Energiespeicher ist somit kaum maglich.
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Energiespeicher werden je nach Betriebszustand als Letztverbraucher (Einspeicherung) oder
Erzeuger (Ausspeicherung) betrachtet. Daraus leitet sich zundchst einmal ab, dass auch alle
Umlagen, Entgelte und Abgaben, die fuir Letztverbraucher erhoben werden, ebenfalls flr die Ein-
speicherung anfallen (vgl. Abschnitt 3.1.2.1). Allerdings existiert eine Vielzahl von technologie-
spezifischen Aushahmetatbestidnden in verschiedenen Bereichen des Energierechts:

e Nach §118 Abs. 6 EnWG werden Neuanlagen zur Speicherung von elektrischer Energie,
die bis 2026 in Betrieb genommen werden, fur 20 Jahre ab der Inbetriebnahme von den
Netznutzungsentgelten befreit. Dies gilt nur fir Speicher, die die elektrische Energie aus
dem offentlichen Netz beziehen und zeitlich verzdgert in dasselbe Netz zurtickspeisen.
Die Netzentgeltbefreiung gilt explizit auch fur Power-to-Gas-Anlagen. Diese werden von
der Ruckspeisepflicht ausgenommen. Zusétzlich entfallen Einspeiseentgelte in das Gas-
netz. Netzentgeltbezogene Umlagen (KWK-, Offshore-Haftungs-, AbLaV- und 8§19
StromNEV-Umlage) mussen trotz Netzentgeltbefreiung nach § 118 Abs. 6 EnWG,
gezahlt werden. [4][76]

e Nach § 61k EEG entfallt die Pflicht zur Zahlung der EEG-Umlage auf den eingespeicher-
ten Strom, falls fur den ausgespeicherten Strom die volle Umlage gezahlt wird. Dadurch
soll eine Doppelbelastung mit der EEG-Umlage vermieden werden. Auf den Strombezug
einer Power-to-Gas-Anlage féllt die volle EEG-Umlage an, auller das erzeugte Gas wird
ausschlieBlich zur Riickverstromung mit Einspeisung in das Stromnetz verwendet. [40]

e Nach § 9 StromStG, wird Strom, der zur Stromerzeugung entnommen wird, von der
Stromsteuer befreit. Nach § 12 StromStV gilt dies allerdings nur fiir den Stromverbrauch
von Pumpspeicherkraftwerken sowie fiir Hilfsaggregate eines Kraftwerks. Der Strom-
bezug von Elektrolyseanlagen wird nur fiir Unternehmen des produzierenden Gewerbes
von der Stromsteuer befreit §9a StromStG. [77][78]

Die hier sehr kompakt aufgefiihrten rechtlichen Sonderregelungen beziiglich Energiespeichern
stellen nur einen, fir diese Arbeit relevanten, Auszug aus dem sehr komplexen und sich
dynamisch dandernden Energiewirtschaftsrecht dar. Neben den jeweils aktuellen Gesetzes- und
Verordnungstexten, sei flr den interessierten Leser auf entsprechende Sekundarliteratur
verwiesen (z. B. [79][80]).

3.1.2.4 Zusammenfassung moéglicher Kosten- und Erléspfade

Die energierechtlichen Rahmenbedingungen fiihren dazu, dass die elektrische Energie je nach
Austauschpfad mit unterschiedlichen Kosten- und Erlésbestandteilen belegt wird. Neben der
grundsétzlichen Unterscheidung verschiedener Nutzungspfade ergeben sich auch technologie-
spezifische Besonderheiten. Abbildung 12 zeigt eine Ubersicht moglicher Kosten- und Erlospfade
fir komplexe Anlagen, die sowohl tber Erzeuger, Lasten als auch Speicher verfiigen.
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Kosten- und Erldsbestandteile
* a) alle Kostenbestandteile (ggf.
Befreiung von NNE, falls
PtG-Anlage)

Erzeuger b) alle Kostenbestandteile (ggf.
Befreiung von NNE, falls
Pfad (g) entféallt)

¢) EEG-Umlage (ggf. reduziert)

d) Einspeisevergiitung

e) Einspeisevergiitung

f) EEG-Umlage (ggf. reduziert)

g) neutral

Speicher Lasten

Abbildung 12: Ubersicht méglicher Kosten- und Erléspfade

Die konkreten Werte der einzelnen Kosten- und Erlosbestandteile sind aufgrund der sehr spezi-
fischen Rahmenbedingungen (Technologie, Leistungsklassen, Inbetriebnahme etc.) fir jede
Anlage individuell zu beziffern.

3.2 Perspektive eines Netzbetreibers

Betreiber von o6ffentlichen Mittelspannungsnetzen sind entsprechend 8§11 EnWG Abs. 1 dazu
verpflichtet, ,,[...] ein sicheres, zuverldssiges und leistungsfahiges Energieversorgungsnetz
diskriminierungsfrei zu betreiben [...]*. Damit verbunden ist die Pflicht, Letztverbraucher,
Erzeugungs- und Speicheranlagen zu angemessenen technischen und wirtschaftlichen Bedingun-
gen an das Netz anzuschlielen. [4]

Die regelmaRige Analyse und Uberplanung der Netzinfrastruktur ist somit eine zentrale Aufgabe
von Netzbetreibern, um ihre Versorgungsaufgabe moglichst effizient zu erfiillen. Die Uber-
planung von Netzen zur Ableitung von Investitionsentscheidungen besteht in der Regel aus meh-
reren Arbeitsschritten, welche die Datenaufbereitung, die Entwicklung von Zukunftsszenarien
sowie die Ausarbeitung von mehreren Planungsvarianten zur anschlieBenden technischen und
wirtschaftlichen Bewertung beinhalten. In herkémmlichen Ansdtzen wird eine ausreichende
Betriebsreserve eingeplant, so dass eine detaillierte Betriebssimulation praktisch entfallen kann.
Fur innovative Planungsvarianten, deren technische Zulassigkeit auch im Normalbetrieb durch
betriebliche MalRnahmen (z. B. Einspeisemanagement) sichergestellt wird, missen Bewertungs-
verfahren fur die Betriebskonzepte sinnvoll in den Planungsprozess eingebettet werden. Mit Hilfe
von detaillierten Betriebssimulationen kann die planerisch erforderliche Betriebsreserve reduziert
und somit die Auslegung der Netze auf die tatsdchlichen Anforderungen optimiert werden.

Die technischen Anforderungen, um einen sicheren und zuverlassigen Betrieb zu gewahrleisten,
werden in zahlreichen Normen und technischen Richtlinien definiert. Dariiber hinaus sind wirt-
schaftliche und rechtliche Rahmenbedingungen zu beachten, die die Auswahl der technischen
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Ldsungsoptionen zur Ertlichtigung der Netze fiir eine neue Versorgungsaufgabe beeinflussen. In
den nachfolgenden Abschnitten werden die wesentlichen Rahmenbedingungen und Vorausset-
zungen fir die planerische Berlicksichtigung von Flexibilitatsoptionen als Alternative zu konven-
tionellen Netzausbaumalinahmen beschrieben und daraus die erforderlichen Anforderungen an
die Modellbildung und Analyseverfahren abgeleitet.

3.2.1 ZustandsgrofRen und Grenzwerte

Der Einsatz von Flexibilitatsoptionen im Normalbetrieb dient der Einhaltung der Spannungs-
grenzen und der thermischen Belastungsgrenzen fiir Betriebsmittel, so dass die Knotenspan-
nungen und die Zweigstrome die relevanten Zustandsgréfen fur die weitere Betrachtung
darstellen.

3.2.1.1  Spannungshaltung

Die Anforderungen an die Spannungsqualitét in dffentlichen Energieversorgungsnetzen werden
in der DIN EN 50160 festgelegt. Diese sieht fur die Mittelspannungsebene ein zuldssiges
Spannungshand um die Netznennspannung von U, + 10 % vor?. Durch das anzuwendende Priif-
verfahren gilt dieses Kriterium als erflllt, wenn 99 % der 10-Minuten-Mittelwerte eines
Wochenintervalls innerhalb der Grenzen von U, + 10 % liegen und kein Wert U, + 15 % Uber-
schreitet [81].

Da sich in Mittelspannungsnetzen in den seltensten Fallen ausschlie3lich Kundenanlagen befin-
den, missen aufgrund des zumeist starren Ubersetzungsverhaltnisses der Ortsnetztransformatoren
(Transformatoren zwischen MS- und NS-Ebene) auch die Grenzwerte fur die Niederspannungs-
ebene berucksichtigt werden. In der NS-Ebene soll die Versorgungsspannung ebenfalls innerhalb
von U, + 10 % liegen. Damit diese Anforderung erfiillt wird, muss das zur Verfligung stehende
Spannungsband auf die MS- und NS-Ebene aufgeteilt werden. Die Richtlinie des Bundesver-
bandes der Energie- und Wasserwirtschaft (BDEW) fiir Erzeugungsanlagen im Mittelspannungs-
netz [82] und die Anwendungsregel des Verbands der Elektrotechnik, Elektronik und
Informationstechnik (VDE) fur Niederspannungsanlagen (VDE-AR-N4105) [83] liefern aner-
kannte Richtwerte fiir die Aufteilung hinsichtlich der oberen Spannungsgrenze wéhrend des
Planungsprozesses. Darlber hinaus wird ein Teilbereich des zur Verfligung stehenden Span-
nungsbandes durch das Toleranzband des HS/MS-Stufenschalters und den Spannungsfall Gber
dem Ortsnetztransformator bendtigt. Die Aufteilung des Spannungsbandes auf die Netzebenen
unterliegt der planerischen Freiheit des Netzbetreibers, solange die geforderten Werte aus der
DIN EN 50160 eingehalten werden. Abbildung 13 zeigt exemplarisch eine Mdglichkeit zur

2DIN EN 50160 definiert das zulassige Spannungsband in der Mittelspannung eigentlich fiir die vereinbarte
Versorgungsspannung U,. Im Normalbetrieb und ohne gesonderte Vereinbarungen zwischen dem
Netzbetreiber und den Netznutzern entspricht die vereinbarte Versorgungsspannung jedoch der
Netznennspannung U,,.
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planerischen Aufteilung des zuldssigen Spannungsbandes auf die MS- und NS-Ebene unter Be-
ricksichtigung der zuvor genannten Aspekte. Der Sollwert des Spannungsreglers an der
Sekundarseite des HS/MS-Transformators betragt U,,; = 102,5 % - U mit einer Regeltoleranz
von U, + 1,5 %. Das restliche Spannungsband wird entsprechend der angegebenen Werte auf die
einzelnen Netzbereiche verteilt, so dass insgesamt die Grenzen nach DIN EN 50160 nicht (iber-
schritten werden.
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Abbildung 13: Exemplarische MS/NS-Spannungsbandaufteilung (in Anlehnung an [26])

Die Maoglichkeit zur aktiven Beeinflussung der Netzspannung im Rahmen der Netzbetriebs-
fihrung ist in den meisten heutigen Mittel- und Niederspannungsnetzen nur durch den Stufen-
steller am HS/MS-Transformator gegeben. Dem Netzbetreiber stehen aber auch zunehmend
innovative Technologien und Ansétze zur Beeinflussung der Netzspannung zur Verfugung (z. B.
regelbare Ortsnetztransformatoren oder die Blindleistungsregelung am Wechselrichter von DEA)
[27][84]. Eine weitere Option ergibt sich durch die Netzzustandsuberwachung und die gezielte
Beeinflussung des Wirkleistungsbezugs bzw. der Wirkleistungseinspeisung von Flexibilitats-
optionen.

3.2.1.2 Betriebsmittelbelastbarkeit

Das zweite wesentliche Auslegungskriterium im Rahmen der Netzplanung stellt die Strombe-
lastbarkeit der Betriebsmittel dar. Eine dauerhafte bzw. haufige Uberschreitung des thermischen
Grenzstroms beschleunigt das Alterungsverhalten der Betriebsmittel und kann letztendlich zu
schadigungsbedingten Ausféllen fiihren [85]. Als Betriebsmittel werden hierbei samtliche
Elemente der Primartechnik (Transformatoren, Schaltanlagen, Kabel etc.) verstanden. Die
Belastungsgrenzen sind abhdngig vom Betriebsmitteltyp und den Bemessungskenngrofiien
(Bemessungsleistung Sy, Bemessungsstromstérke I, etc.) und werden in spezifischen Produkt-
datenbl&ttern und Normen beschrieben. DIN VDE 02760-1000 liefert beispielsweise die
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Strombelastbarkeit fir verschiedene Starkstromkabel [86]. Des Weiteren werden Umrechnungs-
faktoren flr Abweichungen von den Normbedingungen (z. B. Umgebungstemperatur, Boden-
beschaffenheit, Belastungsgrad etc.) angegeben.

3.2.1.3 Beeinflussung der Zustandsgrofien durch Flexibilitat

Die ZustandsgréRen des Netzes lassen sich durch Leistungsanderungen an den Entnahme- und
Einspeiseknoten direkt beeinflussen. Die Auswirkungen von Wirk- oder Blindleistungsédnderung
an einem Netzknoten auf die (brigen Knotenspannungen und die Betriebsmittelauslastungen im
Netz sind neben der absoluten Hohe der Leistungsanderung auch abhéngig von der Netzimpe-
danz. Weithin ist der Wirkungsbereich, praktisch betrachtet, raumlich beschrankt. Die Sammel-
schienenspannung im Umspannwerk kann durch die Regelung des Stufenstellers als nahezu
konstant angenommen werden. Dadurch lasst sich fir unvermaschte Netzstrukturen bzw. offen-
betriebene MS-Halbringe in erster Ndherung davon ausgehen, dass eine Flexibilitatsoption
maximal Spannungsbandverletzungen innerhalb des Anschlussstranges beeinflussen kann. Auch
bei Leitungstberlastungen muss der NVP der Flexibilitatsoption geeignet gelegen sein, um einen
Einfluss auf den Netzengpass zu haben. Im Falle von Transformatoriiberlastungen im Umspann-
werk besteht fiir alle Gber diesen Transformator versorgten Flexibilitatsoptionen die prinzipielle
Madglichkeit der Beeinflussung. Grenzwertverletzungen im Netzgebiet kdnnen je nach Ort und
Art somit nur durch eine eingeschrankte Anzahl von Flexibilitatsoptionen beeinflusst werden. Die
Hohe des Einflusses wird auch als Sensitivitat bezeichnet [87].

3.2.2 Problemidentifikation
3.2.2.1 Konventionelle Netzberechnung

Die Prifung der Spannungsgrenzen nach DIN EN 50160 erfolgt in der konventionellen Netz-
planung mit Hilfe von Leistungsflussberechnungen fiir die Worst-Case-Betriebspunkte. Es
werden der Starklastfall und der maximale Einspeisefall Gberprift [26]:

e Fir den Starklastfall wird die maximale Last je Netzknoten (unter Beruicksichtigung
spezifischer Gleichzeitigkeitsfaktoren des Netzbetreibers) bei minimaler Einspeisung
angenommen. Die Spannung am Transformator wird dabei auf den geringstmdoglichen
Wert im Rahmen der Regeltoleranz des Stufenschalters gesetzt.

o Der maximale Einspeisefall ist entsprechend durch die maximale Einspeisung je Netz-
knoten bei minimaler Last gekennzeichnet. Die Spannung am Transformator wird dabei
auf den gréRtmaoglichen Wert im Rahmen der Regeltoleranz des Stufenschalters gesetzt.

Werden im Rahmen der Netzberechnung Grenzwertverletzungen festgestellt, werden diese durch
entsprechende Ausbaumalinahmen behoben. Durch die Auslegung des Netzes fir die Worst-
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Case-Betriebspunkte werden alle dazwischenliegenden Betriebspunkte abgedeckt und eine Uber-
wachung des Netzzustands ist nicht erforderlich. Es liegen jedoch oftmals umfangreiche Betriebs-
reserven vor, da die auslegungsrelevanten Extremfalle im Normalbetrieb nicht erreicht werden.
Auf Basis von Erfahrungswerten und Literaturangaben, werden zusatzliche Skalierungsfaktoren
verwendet, um unnotige Uberdimensionierungen zu vermeiden [26].

Die Uberprifung der zulassigen Betriebsmittelauslastungen im Rahmen der konventionellen
Netzplanung erfolgt analog zur Priifung der Spannungsgrenzen mit Hilfe von Leistungsfluss-
rechnungen fur die Worst-Case-Betriebspunkte. Im Rahmen der Mittelspannungsplanung ist die
Betriebsmittelauslastung auch fur den (n-1)-Fall zu prifen. Je nach individuellen Planungs- und
Betriebsgrundsatzen des Netzbetreibers werden hierbei temporare Uberlastungen einzelner
Betriebsmittel (z. B. I/l: < 120 %) fir die auslegungsrelevanten Belastungssituationen toleriert,
da kurzzeitige Uberlastungen nur geringe Auswirkungen auf die Lebensdauer des Betriebsmittels
haben [88]. Die Eintrittswahrscheinlichkeit der auslegungsrelevanten Belastungssituation bei
gleichzeitigem (n-1)-Fall ist relativ gering und eine kurzzeitige Uberlastung ruft in der Regel
keinen unmittelbaren Schaden hervor. Es handelt sich hierbei um eine unternehmensspezifische
Risikoabwagung.

In der praktischen Umsetzung wird fur offen-betriebene Mittelspannungsringe die auslegungs-
relevante Belastungsgrenze im Normalbetrieb fir den Starklastfall auf I/l < 60 % reduziert. Eine
(n-1)-sichere Auslegung flr den maximalen Einspeisefall ist nicht erforderlich, da im Fehlerfall
die Erzeugungsanlagen abgeschaltet werden dirfen. Die zuldssige Kabelauslastung wird ent-
sprechend mit I/1; < 100 % angenommen. [26]

Der Einsatz von netzdienlichen Flexibilitatsoptionen mit Hilfe von Smart-Grid-Systemen eréffnet
gegeniber der konventionellen Auslegung der Netze neue Mdglichkeiten. Durch die Fahigkeit
den Netzzustand permanent zu Giberwachen und durch geeignete Aktoren in kritischen Situationen
darauf einzuwirken, kann die Sicherheitsreserve der Worst-Case-Planung reduziert und das Netz
dadurch effizienter ausgelastet werden. Die Auslegung kann dann auf ein definiertes Niveau von
Regelungseingriffen erfolgen (z. B. Abregelung von maximal 3 % der Jahresenergie im Falle des
Einspeisemanagements).

Hinsichtlich der technischen Bewertung einer Lésungsoption stellt dies jedoch eine ganz neue
Herausforderung dar. Es sind geeignete Eingangsdaten und Analysemethoden erforderlich, die es
ermdglichen, die netzdienlichen Flexibilitatseinsétze hinsichtlich ihrer Verldsslichkeit und
Hé&ufigkeit zu bewerten. Im Vergleich zur konventionellen Netzplanung spielt hier insbesondere
die zeitliche Dimension der Leistungsflisse im Netz eine Rolle. Die Flexibilitat von Lasten,
Speichern und Erzeugungsanlagen unterliegt oftmals intertemporalen Abhéngigkeiten (z. B.
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Speicherfullstande), so dass eine Betrachtung von einzelnen Netznutzungssituationen nicht aus-
reichend ist. Ein entsprechender Losungsansatz ist die zeitreihenbasierte Netzberechnung, wel-
cher im Rahmen dieser Arbeit verfolgt wird.

3.2.2.2  Zeitreihenbasierte Netzberechnung

Als zeitreihenbasierte Netzberechnung wird eine Folge von stationdaren Leistungsflussbe-
rechnungen flr einen gewissen Zeitraum (z. B. Tag, Woche, Jahr) mit einer definierten zeitlichen
Auflésung (z. B. viertelstlindlich, stiindlich etc.) bezeichnet. Eine grundsatzliche Herausforde-
rung fur die zeitreihenbasierte Netzberechnung liegt in der Zusammenstellung geeigneter und re-
alitatsnaher Eingangsdaten. In der Regel verfligen Netzbetreiber aktuell iber folgende Messwerte
bzw. Messzeitreihen:

e Messzeitreihen der Transformatoren und Abgangsfelder im Umspannwerk (P, Q oder 1)
e RLM-Messungen von Gewerbe- und Industriekunden

¢ RLM-Messungen von (leistungsstarken) dezentralen Erzeugungsanlagen

e Schleppzeigerwerte der Ortsnetzstationen

Knotenscharfe Wirk- und Blindleistungszeitreihen, wie sie fir die zeitreihenbasierte Netzbe-
rechnung benétigt werden, liegen somit im Normalfall nicht vor, sondern missen synthetisch
generiert werden. Im Rahmen dieser Arbeit wird eine Kombination aus synthetischen und
gemessenen Zeitreihen verwendet. Die Einspeisezeitreinen fiir Windenergie-, Photovoltaik-,
Wasserkraft-, Biomasse- und KWK-Anlagen basieren auf realen Messdaten, die entsprechend der
Bemessungsleistung skaliert werden. Die Lastzeitreihen der Gewerbe- und Industriekunden
lassen sich ebenfalls direkt aus den Messwerten ableiten. Schwieriger gestaltet sich die Synthese
von Lastzeitreihen flr nicht RLM-Kunden bzw. fur den aggregierten Lastverlauf der einzelnen
Ortsnetze.

Ein energiewirtschaftlicher Ansatz zur Erzeugung synthetischer Lastprofile fiir Lasten ohne re-
gistrierende Lastgangmessung (RLM) sind Standardlastprofile (SLP). SLP werden fiur Bilanzie-
rungszwecke genutzt und bilden ein durchschnittliches Jahreslastprofil in viertelstindiger
Auflésung von unterschiedlichen Verbrauchergruppen (Haushalte, Gewerbebetriebe, Landwirt-
schaft etc.) nach. Die heute Ublicherweise verwendeten SLP basieren auf einer Arbeit fiir den
Verband der Elektrizitatswirtschaft (VDEW) [89] und werden oftmals unternehmens-,
technologie- und regionsspezifisch angepasst und erweitert. Da die SLP auf statistischen Daten
basieren, steigt die Gute mit der Anzahl der betrachteten Kunden. Um SLP auch fiir die zeit-
reihenbasierte Netzberechnung von Mittelspannungsnetzen zu verwenden, muss geprift werden,
inwiefern sich dadurch realittsnahe Lastverldufe ergeben.

Hierflr wurde fir ein reales Mittelspannungsnetz ein Vergleich zwischen einem synthetischen
Summenprofil, bestehend aus allen RLM-Messungen und ausgerollten SLP-Profilen innerhalb
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eines Umspannwerkbezirks, und den Messwerten im Umspannwerk (UW) durchgefihrt. Als
Datengrundlage dienen 119 RLM-Lastzeitreihen, 15 RLM-Einspeisezeitreihen sowie die
Zuordnung von 12.330 SLP-Z&hlpunkten zu den Mittelspannungsknoten inklusive der
Jahresenergien je Profiltyp, um diese entsprechend ausrollen zu kénnen. Es werden die auf [89]
basierenden SLP des ortlichen Netzbetreibers verwendet. Von der gesamten Jahresenergie der
SLP-Kunden in Hoéhe von 43,7 GWh entfallen 64 % auf das Haushaltsprofil (H0), 18 % auf
Gewerbeprofile (G0-G6), 13 % auf Speicherheizungsprofile (SP1, SP2), 3 % auf Landwirt-
schaftsprofile (LO-L2) sowie 2 % auf Sonstige (B0, P0).
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Abbildung 14: Vergleich zwischen Messwerten und synthetischen Profilen: (a) Profilvergleich eines Sommer-
monats, (b) Fehlerverteilung im Sommermonat, (c) Profilvergleich eines Wintermonats, (d) Fehlerverteilung
im Wintermonat

Abbildung 14 zeigt den Vergleich des synthetisch generierten Summenprofils fir den UW-Bezirk
mit der Messung im UW jeweils flir einen Sommermonat (a) und einen Wintermonat (c). Des
Weiteren wird die relative Abweichung zwischen den Messwerten und dem synthetischen Profil
wahrend dieser Zeitraume dargestellt (b, d). Die relativen Abweichungen im Wintermonat fallen
etwas hoher als im Sommermonat aus, da mehr Leistungswerte im Bereich des Nullpunkts auf-
treten und somit auch kleinere absolute Abweichungen einen hoheren relativen Fehler verursa-
chen. In Anbetracht der Tatsache, dass Netzverluste in diesem Vergleich noch nicht beriick-
sichtigt sind und ungemessene PV-Anlagen durch ein gemeinsames Referenzprofil angendhert
wurden, lasst sich bereits eine sehr gute Ubereinstimmung der Verlaufe feststellen. Die relativen
Abweichungen sind in erster N&herung normalverteilt und liegen liberwiegend zwischen + 10 %.
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Im Rahmen der zeitreihenbasierten Netzberechnung lassen sich somit durch die Kombination aus
entsprechend skalierten Messzeitreihen und Standardlastprofilen realitatsnahe Leistungsfluss-
situationen generieren. Zukinftig kénnen diese synthetischen Profile durch die Einbeziehung zu-
sétzlicher Smart-Meter-Daten weiter verbessert werden.

3.2.3 Technische Voraussetzungen
3.2.3.1 Netzzustandsiiberwachung

Eine technische Grundvoraussetzung fur den Einsatz von Flexibilitatsoptionen in innovativen
Netzbetriebskonzepten ist die Kenntnis Uber den aktuellen Netzzustand und die Mdglichkeit auf
dessen Basis Steuerungs- und Regelungsbefehle an die Flexibilitatsoptionen zu senden. Fir die
Beobachtbarkeit der Knotenspannungen und Betriebsmittelauslastungen ,,unterhalb* des HS/MS-
Umspannwerkes bestand aufgrund der konventionellen planerischen Dimensionierung bisher
kein Bedarf, da dabei stets eine ausreichende Betriebsreserve eingeplant wurde. Durch den Aus-
bau der Erneuerbaren Energien wurde die Entwicklung dezentraler Netzautomatisierungssysteme
vorangetrieben, so dass marktreife Produkte inzwischen zur Verfugung stehen und zunehmend
eingesetzt werden [90].

Um Betriebskonzepte mit dem Einsatz von Flexibilitatsoptionen umzusetzen, ist es erforderlich,
die Netze zu ertlichtigen. Bereits vorhandene sowie ggf. zusétzliche Sensoren missen durch eine
geeignete Informations- und Kommunikationstechnik (IKT) in eine zentrale Steuerungseinheit
eingebunden werden. Die Fernsteuerbarkeit von DEA ist bereits ab einer Leistung von 100 kW
nachzuweisen [40]. Zur Einbindung weiterer Flexibilitdtsoptionen ist gegebenenfalls noch die In-
stallation zusétzlicher Aktorik (erganzende Hardware zum Empfang und zur Umsetzung der
Regelungsbefehle) nétig.

Heutige Smart-Grid-Systeme basieren auf unterschiedlichen Mess-, Berechnungs-, Steuerungs-
und Kommunikationskonzepten. Die Weiterentwicklung der technischen Systeme ist nicht
Gegenstand der Arbeit. Vielmehr wird vorausgesetzt, dass die Beobachtbarkeit und Steuerbarkeit
im MS-Netz technisch umsetzbar ist.

3.2.3.2 Netzzustandsprognose

Die Entwicklung bisheriger Smart-Grid-Systeme zielte insbesondere auf das Einspeise-
management von DEA ab. Da die kurzzeitige Abregelung von einzelnen Photovoltaik- oder
Windenergieanlagen in der Regel keinen signifikanten Einfluss auf weitere Prozesse oder
Kundenanforderungen hat, erfolgen die Eingriffe auf Basis des aktuellen Netzzustandes. Um
weitere Flexibilitatsoptionen fir den netzdienlichen Einsatz integrieren zu kénnen, wird es jedoch
ggf. erforderlich, den Bedarf an Flexibilitdt mit zeitlichem Vorlauf an den Anlagenbetreiber zu
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melden, damit dieser seine Prozessabldufe entsprechend anpassen kann. Hierfir sind Netz-
zustandsprognosen auf Verteilnetzebene unabdingbar.

Die hierfir erforderlichen Prognosealgorithmen fir Mittel- und Niederspannungsnetze sind Ge-
genstand aktueller Forschungs- und Entwicklungsarbeiten. Eine Schwierigkeit besteht in der
Variabilitat des Lastverhaltens von relativ kleinen Aggregationsgruppen (z. B. einer Ortsnetz-
station) [91]. Es konnen jedoch bereits praktikable Ergebnisse fiir Kurzzeitprognosen (ber
mehrere Stunden erzielt werden [91][92]. Mit fortlaufender Entwicklung kann davon ausge-
gangen werden, dass Netzzustandsprognosen in ausreichender Genauigkeit zur Verfligung stehen
werden. Die grundsatzlichen Betrachtungen in dieser Arbeit erfolgen daher auf Basis der An-
nahme einer perfekten Prognosegiite.

3.2.4 Wirtschaftliche Voraussetzungen

Um fur den Netzbetreiber attraktiv zu sein, muss der Einsatz netzdienlicher Flexibilitdtsoptionen
einen Kostenvorteil gegeniiber den Handlungsalternativen aufweisen. Im Rahmen eines
Planungsprozesses werden daher stets mehrere technisch zuldssige Planungsvarianten kosten-
méaRig bewertet und verglichen. Neben dem konventionellen Netzausbau sollten auch weitere
innovative Technologieoptionen, wie z. B. Einzelstrangregler oder regelbare Ortsnetztrans-
formatoren in den Vergleich aufgenommen werden. Die unterschiedlichen Varianten missen
dann hinsichtlich lhrer Investitions- und Betriebskosten bewertet werden. Um einen aussage-
kraftigen Vergleich zu erreichen, mussen die unterschiedlichen mittleren Lebensdauern der ein-
zelnen Komponenten sowie zu erwartende Kostenentwicklungen ebenfalls beriicksichtigt
werden. Die Kostenbewertung von Handlungsoptionen ist ein integraler Bestandteil der Netz-
planung. Aktuelle, durch Netzbetreiber und Hersteller validierte Kostenannahmen fur konven-
tionelle und innovative Betriebsmittel werden u.a. in [22] und [26] sowie in Tabelle 11
(Anhang 9.1) aufgefiihrt.

Ein wichtiger Bestandteil der Betriebskosten hinsichtlich der Bewertung von Flexibilitats-
optionen sind die anfallenden Entschadigungs- bzw. Vergiitungszahlungen des Netzbetreibers an
den Anlagenbetreiber. Im Rahmen des Einspeisemanagements werden die betroffenen Anlagen-
betreiber fur die entgangenen Einnahmen entschadigt. Diese Entschadigungszahlungen richten
sich nach den Einspeisevergitungen im Rahmen der Forderung durch das EEG und decken die
Opportunitatskosten des Anlagenbetreibers. Die praktische Anwendung zur Ermittlung der Aus-
fallenergie und der dafiir zu leistenden Entsch&digungszahlungen wird in [93] durch die Bundes-
netzagentur spezifiziert. Die Opportunititskosten setzen sich aus den entgangenen Einnahmen
(fr die Ausfallenergie) sowie den zusétzlichen Aufwendungen abziiglich der ersparten Aufwen-
dungen zusammen. Zusétzliche und ersparte Aufwendungen sind insbesondere Brennstoffkosten
und Bilanzkreisabweichungen durch das Einspeisemanagement. Auch hier sind technologie- und
vermarktungsspezifische Unterschiede zu beachten [93].
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Der Opportunitatskostenansatz zur Bestimmung der erforderlichen Mindestentschadigung kann
auch fur weitere Flexibilitatsoptionen (z. B. flexible Lasten oder Speicher) verwendet werden. Im
Gegensatz zu DEA kann die Bestimmung dieser Kosten jedoch deutlich komplizierter ausfallen,
da beispielsweise die Kosten fiir die Verschiebung von Produktionsabldufen bewertet werden
massen.

3.2.5 Regulatorische Rahmenbedingungen

Im aktuellen regulatorischen Rahmen fiir Mittelspannungsnetzbetreiber wird der Einsatz von
netzdienlichen Flexibilitatsoptionen nur im Sinne des Einspeisemanagements von EE- und KWK-
Anlagen spezifiziert. Ein technologietbergreifender Rechtsrahmen fur Betriebskonzepte unter
Bertcksichtigung von Flexibilitatsoptionen existiert dagegen nicht [22].

Die rechtliche Grundlage zur Anwendung des Einspeisemanagements als Netzsicherheitsmal-
nahme zur Entlastung von Netzengpassen basiert auf § 13 Abs. 2,3 S. 3 und § 14 Abs. 1 EnWG
i. V. m. §§ 14, 15 EEG, fir KWK-Anlagen i.V. m. §3 Abs. 1S.3 KWKG [4][40][41]. Auf
dieser Basis durfen EE- und KWK Anlagen abgeregelt werden, falls Netzengpésse nicht durch
andere geeignete Malinahmen (z. B. durch Abregelung konventioneller Kraftwerke) betrieblich
behoben werden konnen. Falls es zu einer Abregelung kommt, muissen die Anlagenbetreiber
durch den fur den Netzengpass verantwortlichen Netzbetreiber entschadigt werden [93]. Die
Berticksichtigung des Einspeisemanagements in der Netzplanung wird durch 811 Abs. 2 EnWG
legitimiert [4]. Die maximale Abregelung von Windenergie- und Photovoltaikanlagen darf bis zu
3 % der Jahresenergie betragen (Spitzenkappung) und muss entschadigt werden. Sofern das
Einspeisemanagement erforderlich war und der Netzbetreiber die MalRnahme nicht zu vertreten
hat, kdnnen die Entsch&digungszahlungen bei der Ermittlung der Netzentgelte angesetzt werden.

Bezliglich lastseitiger Engpésse existiert eine Regelung nach §14a EnWG welche besagt, dass
Verteilnetzbetreiber ihren angeschlossenen Niederspannungskunden ein reduziertes Netzentgelt
zu berechnen haben, wenn sie im Gegenzug ein Zugriffsrecht flir den netzdienlichen Einsatz von
steuerbaren Verbrauchern mit separatem Zahlpunkt erhalten [4]. Diese Regelung lasst sich bei-
spielsweise fiir elektrische Heizsysteme oder Elektrofahrzeuge anwenden. Durch die explizite
Einschrankung auf die Niederspannungsebene ist eine Anwendung auf Flexibilitatsoptionen in
der Mittelspannungebene nicht méglich.

Neben den beiden vorgestellten rechtlichen Grundlagen, die die netzdienliche Steuerung von
Flexibilitatsoptionen durch den Verteilnetzbetreiber fur eingeschrénkte Bereiche ermdglichen,
existiert eine Vielzahl von Gesetzen und Verordnungen, die die praktische Umsetzung hemmen
(vgl. [22]). Zudem fehlt insbesondere die rechtliche Grundlage, Entschadigungszahlungen oder
Vergitungen fur eine Flexibilitatsdienstleistung auch an Betreiber von Speichern und flexiblen
Lasten zu zahlen [37].
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Des Weiteren fehlen die betriebswirtschaftlichen Anreize fur Netzbetreiber den Einsatz der erfor-
derlichen Netzautomatisierungssysteme zu forcieren, da sich die Eigenkapitalverzinsung der
Netzbetreiber nach dem Sachanlagevermdgen der betriebsnotwendigen Anlagen richtet [94]. Hier
entstehen in der Regel Vorteile fur konventionelle Netzausbaumafnahmen, gegeniiber dem Ein-
satz von Automatisierungstechnik zur Nutzung von Flexibilitatsoptionen mit einem geringeren
Investitionskostenanteil [95].

3.3 Anforderungen an die Modellbildung

Die Analyse der Rahmenbedingungen aus den unterschiedlichen Perspektiven zeigt, dass fur den
netzdienlichen Einsatz von Flexibilitatsoptionen zurzeit kein klar definierter Ordnungsrahmen
existiert. Vielmehr ist es erforderlich, die Interdependenzen zwischen Netzbetreibern und
Anlagenbetreibern bei der Umsetzung von netzdienlichen Flexibilitatskonzepten zu analysieren
und daraus Implikationen fur die zielfuhrende Weiterentwicklung der Rahmenbedingungen ab-
zuleiten.

Als Kernelement der Untersuchung wird ein Modell zur Simulation des Betriebsverhaltens von
Flexibilitatsoptionen und deren Auswirkungen auf das Netz unter Berticksichtigung verschie-
dener Randbedingungen und Anwendungsfélle benétigt. Aus physikalischer Sicht bilden alle
Anlagen in einem Netzgebiet und das Netz selbst ein Gesamtsystem, in dem jede Leistungs-
anderung einer Anlage einen unmittelbaren Einfluss auf die NetzzustandsgréRen im Netzgebiet
hat. Der Betrachtungsbereich lasst sich zwar rdumlich sinnvoll einschrénken, aber die grundsatz-
lichen, direkten Abhangigkeiten bleiben bestehen. Die physikalischen Gegebenheiten legen daher
eine geschlossene Systemmodellierung nahe, die entsprechende Wechselwirkungen inharent ab-
bildet und einzelne Anlagen hinsichtlich eines Gesamtoptimums bertcksichtigt.

Der energiewirtschaftliche Rahmen spricht allerdings gegen einen solchen Ansatz. Wahrend jede
Kundenanlage seit jeher andere Ziele als der Netzbetreiber verfolgt, gilt dies spatestens seit der
Entflechtung von integrierten Energieversorgungsunternehmen auch fiir Erzeugungsanlagen.
Eine eindeutige, Ubergreifende Zielfunktion von Anlagen- und Netzbetreibern existiert somit
nicht. Stattdessen kann postuliert werden, dass sowohl Netzbetreiber als auch Anlagenbetreiber
bestrebt sind, ihre Betriebsweise innerhalb der jeweils an den Schnittstellen vereinbarten Neben-
bedingungen zu optimieren.

Die Berucksichtigung der energiewirtschaftlichen Rahmenbedingungen und die Abbildung der
unterschiedlichen Zielfunktionen von Anlagen- und Netzbetreibern spielt bei der Analyse der
Interdependenzen eine wichtigere Rolle als die Bestimmung eines theoretischen Optimums durch
die detaillierte Modellierung der physikalischen Zusammenhéange. Hieraus leitet sich die Wahl
einer getrennten Modellierung und Optimierung von Anlagen und Netz ab, die tber definierte
Schnittstellenparameter miteinander gekoppelt werden mussen. (vgl. Abbildung 15).
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Schnittstelle
| Anlagen
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Anlage 1 Anlagenmodell [\ Netzmodell

Betriebsoptimierung

- Betriebsweise/

- Betriebsoptimierung

v
* € € }N\e‘tz restriktionen

U

Abbildung 15: Aufteilung in getrennte Modelle

Neben der Wahl des grundsétzlichen Modellaufbaus, lassen sich aus den beschriebenen Rahmen-

bedingu
spiel de

ngen weitere Anforderungen an das Anlagenmodell, das Netzmodell und das Zusammen-
r Modelle ableiten. Unter anderem muss die Schnittstelle zwischen den Modellen so

ausgestaltet werden, dass es sowohl mgglich ist die Betriebsweise der Anlagen in der Netzberech-

nung zu

berticksichtigen, als auch ggf. vorhandene Netzrestriktionen in der Anlagenoptimierung.

Die Anforderungen werden nachfolgend zusammengefasst.

3.3.1

Das Anl

Anforderungen Anlagenmodell

agenmodell muss mindestens die nachfolgend aufgefiihrten Anforderungen erfillen:

Um die unterschiedlichen Technologien aus dem Bereich der Erzeugungsanlagen, der
Speicher und der flexiblen Lasten méglichst mit einem einheitlichen Modell abzubilden,
ist es erforderlich, die Detailtiefe der Modellierung durch geeignete Vereinfachungen auf
die wesentlichen Parameter zu beschranken (Leistungsgrenzen, Flillstande etc.).
Innerhalb einer Anlage kénnen Abhangigkeiten und Wechselwirkungen zwischen einzel-
nen Flexibilitatsoptionen und nicht-flexiblen Aggregaten bzw. Prozessen vorliegen.
Neben dem Stromsektor kdnnen diese auch die Sektoren Warme und Gas betreffen. Das
Modell muss daher sektoreniibergreifende Aspekte beriicksichtigen kénnen.

Das Modell sollte modular aufgebaut sein, um eine Verschaltung von verschiedenen
Flexibilitatsoptionen auf einer Anlage abbilden zu kénnen.

Das Modell muss eine betriebswirtschaftliche Optimierung der Flexibilitatsoptionen Gber
frei parametrierbare Zeitrdume an der Schnittstelle zur Offentlichen Versorgung
ermoglichen. Darlber hinaus muss die Mdglichkeit bestehen, einzelne Kosten- und
Erléskomponenten auch Teilbereichen der Anlage zuzuordnen (z. B. wird die EEG-
Umlage auch teilweise fur die Eigenversorgung erhoben und nicht nur auf den Bezug am
Netzverknipfungspunkt). Es mussen dabei sowohl mengenbasierte Arbeitspreise als
auch Leistungspreise in der Optimierungsfunktion abbildbar sein.
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3.3.2

Anforderungen Netzmodell

Das Netzmodell muss mindestens die nachfolgend aufgefuihrten Anforderungen erfillen:

3.3.3

Es muss frei und schnell parametrierbar sein. Die Berechnungsalgorithmen mussen fiir
alle Nennspannungen und Netztopologien der Mittelspannungsebene geeignet sein.

Die Berechnung der stationdren Netzzustande muss (ber l&ngere Zeitrdume und nicht nur
Uber einzelne Zeitpunkte moglich sein (zeitreihenbasierte Netzberechnung).

Sowohl Spannungsbandverletzungen als auch Betriebsmittelauslastungen miissen in ent-
sprechende Flexibilitatsbedarfe (erforderliche Wirkleistungsanderungen) an den Netz-
verkniipfungspunkten der Flexibilitdtsoptionen umgerechnet werden kdnnen.

Es muss maglich sein, sowohl singulére als auch multiple Flexibilitdtsoptionen sowie
deren Sensitivitat auf die Netzprobleme berticksichtigen zu kénnen.

Methodische Anforderungen

Neben den Anforderungen an die Teilmodelle, lassen sich auch weitere Anforderungen fur die

Gesamtmethode ableiten:

Beim Zusammenspiel der Modelle muss beachtet werden, dass die Deckung eines Flexi-
bilitatsbedarfs nicht nur zu einer zeitlichen Verschiebung der Grenzwertverletzung inner-
halb des Betrachtungszeitraumes fiihrt, sondern das Netzproblem durch den Einsatz der
Flexibilitatsoptionen insgesamt geldst wird. Falls keine ausreichende Flexibilitat zur Ver-
flgung steht, muss die Berechnung dennoch konvergieren und die zuséatzlich erforder-
liche Flexibilitat ausweisen.

Die zeitliche Auflésung sollte in beiden Modellen frei parametrierbar sein. Als gemein-
same Auflésung in Bezug auf Netz- und Marktdaten bietet sich insbesondere eine vier-
telstindliche Auflésung an.

Die Ergebnisse der Betriebssimulationen durch das Anlagen- und das Netzmodell miissen
geeignet in die nachgelagerten Bewertungsmodelle fur den technischen und wirtschaftli-
chen Vergleich mit den Handlungsalternativen eingebettet werden. So sollte es beispiels-
weise moglich sein, die Opportunitatskosten einer Anlage fir die Erbringung von
netzdienlicher Flexibilitat bestimmen zu kdnnen, um diese mit den Kosten fir die
Abregelung von EE-Anlagen vergleichen zu kénnen.



4 Modelle und Methoden

Die Analyse der Rahmenbedingungen fur den Einsatz von Flexibilitatsoptionen in Mittelspan-
nungsnetzen und den daraus abgeleiteten Anforderungen an die Modellbildung zeigen, dass es
sinnvoll ist, das Netz und die Anlagen mit Flexibilitatsoptionen in getrennten Modellen abzubil-
den. Dabei muss es sowohl mdglich sein, jedes Modell fiir entkoppelte Analysen individuell be-
nutzen zu kdnnen, als auch entsprechende Schnittstellen vorzusehen, um die Wechselwirkungen
zwischen den Anlagen und dem Netz gesamtheitlich bewerten zu kénnen.

In den nachfolgenden Abschnitten wird zundchst ein generisches Anlagenmodell mit den dazu-
gehorigen Optimierungsmethoden vorgestellt. AnschlieBend werden das Netzmodell und die
Netzberechnungsmethoden beschrieben. Die beiden Modelle stellen die Kernelemente der Unter-
suchung dar. AbschlieBend wird die Einbettung beider Modelle in die Gesamtmethode zur Be-
wertung von Flexibilitatsoptionen in Mittelspannungsnetzen vorgestellt. Neben der Verknupfung
beider Modelle umfasst diese sowohl vorbereitende Schritte zur Parametrierung der Modelle als
auch nachbereitende Schritte zur Ergebnisbewertung.

4.1 Anlagenmodellierung und -optimierung

Der grundsatzliche Ablauf zur Modellierung der Anlagen und zur Bestimmung des betriebswirt-
schaftlich optimalen Einsatzes der vorhandenen Flexibilitatsoptionen lasst sich in drei Haupt-
aufgaben gliedern (siehe Abbildung 16).

Voranalyse und Modellbildung und Optimierung und
Datenaufbereitung Parametrierung Ergebnisanalyse

Abbildung 16: Ablauf der Anlagenmodellierung und Optimierung

Die Zusammenstellung der erforderlichen Daten und die Analyse der Rahmenbedingungen fur
die relevanten Anlagen wurde bereits in Abschnitt 3.1 beschrieben. Auf Basis der ausgearbeiteten
Rahmenbedingungen und Anforderungen erfolgt die Modellbildung, deren zentralen Aspekte in
diesem Abschnitt vorgestellt werden. AnschlieRend wird auf die Formulierung und die Ldsung
des Optimierungsproblems eingegangen. Die Ergebnisanalyse erfolgt dann fur konkrete Anlagen
in Kapitel 5 im Zusammenspiel mit den netzseitigen Restriktionen.
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Ein wesentliches Ziel bei der Modellierung der Anlagen ist es, unterschiedliche Technologien
durch gezielte Vereinfachungen und Linearisierungen mit einem generischen Modellierungs-
ansatz abbilden zu kénnen, um somit den Modellierungsaufwand insgesamt zu reduzieren.
Gleichzeitig missen alle relevanten Restriktionen fur die Analyse der Flexibilitat ausreichende
Bertcksichtigung finden.

4.1.1 Power Nodes Modeling Framework

Die Modellierung der Anlagen erfolgt auf Basis des Power Nodes Modeling Framework, das
erstmals in [36] vorgestellt wurde. Die Idee des Modellierungsrahmens ist es, die physikalischen
Zusammenhénge unterschiedlicher Technologien soweit zu abstrahieren, dass sich verschiedene
Anlagen eines Energieversorgungssystems mit ihren jeweiligen technischen und betrieblichen
Restriktionen durch die unterschiedliche Parametrierung eines einheitlichen Modells (dem soge-
nannten Power Node) abbilden lassen [36]. Durch die Abbildung der Regelbarkeit einzelner re-
levanter StellgroBen und der wesentlichen Randbedingungen wie z. B. Speicherfillstande,
Verluste und externe Einfliisse eignet sich dieses Modell insbesondere auch zur Analyse der be-
trieblichen Freiheitsgrade und somit der Flexibilitat von Anlagen [68][69].

Der Power Node Ansatz bildet eine Zwischenebene zwischen den externen (Umwelt-)Prozessen
der Energiebereitstellung bzw. des Energiebedarfs und der Interaktion mit dem Netz. Die Energie-
zufuhr kann beispielsweise Solarstrahlung oder Windenergie sein, aber auch die Bereitstellung
von festen, flissigen oder gasformigen Brennstoffen. GleichermalRen kann der Energiebedarf fur
unterschiedliche Energieformen definiert werden. Alle Aspekte der Energiespeicherung, der
Energiewandlung und der dabei entstehenden Verluste werden in der zentralen Modelldoméne,
dem Power Node abgebildet (vgl. Abbildung 17).

Prozess- / Umwelt- Power Node Netz-
domane Domane doméne
Energiebedarf, Speicherung, Transport,
Energiezufuhr Wandlung, Verluste Verteilung

Abbildung 17: Modelldoméanen des Power Node Ansatzes

Der Energieaustausch zwischen der Power Node Domane und der Netzdoméne ist im Basismodell
nur fir das Stromnetz vorgesehen. Zur Bertcksichtigung von sektorenkoppelnden Technologien
und den Restriktionen des leitungsgebundenen Austausches von Gas und Warme mit den jewei-
ligen Netzen, muss das Basismodell jedoch um zusatzliche Schnittstellen zu Netzen anderer Sek-
toren erweitert werden. Die Grundlagen des urspringlichen Power Nodes Modeling Framework
werden umfassend in der genannten Literatur beschrieben. Die weitere Beschreibung erfolgt
daher direkt inklusive der im Rahmen dieser Arbeit durchgefiihrten Modellerweiterungen.
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4.1.2 Erweitertes Power Node Modell

Die Modellierung einer Anlage erfolgt durch einen oder mehrere erweiterte Power Nodes (EPN).
Der Modellaufbau wird zunéchst fir einen einzelnen EPN beschrieben, anschliefend wird auf die
Verknipfung mehrerer EPN eingegangen. Die verwendeten Formelzeichen heben den generi-
schen Ansatz des Modells hervor, in der Regel handelt es sich hierbei um Energiegréfien bzw.
LeistungsgroRen. Im Sinne der Nachvollziehbarkeit werden die Formelzeichen der einzelnen
Parameter aus [36] groftenteils Gbernommen.

Abbildung 18 zeigt die Darstellung eines einzelnen EPN [ aus der Menge aller EPN L mit der
eine Anlage modelliert wird und dessen Austauschparameter mit der Prozess-/Umweltdoméne
sowie der Netzdoméne (Sammelschienen). Der allgemeine EPN wird durch seine Speicher-
kapazitat C; und den normierten Fullstand x; charakterisiert. An der Schnittstelle zur Prozess-/
Umweltdoméane beschreibt der Parameter &, die Energiezufuhr (&, > 0) bzw. den Energiebedarf
(&, <0). Falls die zugefiihrte Energie nicht aufgenommen werden kann oder soll, besteht die Mdg-
lichkeit der Abregelung (w; > 0). Falls ein Energiebedarf nicht gedeckt werden kann oder soll gilt
Entsprechendes (w; < 0). Die internen Verluste des Speichers (z. B. durch Selbstentladung) wer-
den durch den Parameter v; beschrieben und sind stets positiv definiert (v; > 0) .[36]

Externe Prozesse / Umwelt Erweiterter Power Node (EPN) Sammelschienen
lel (z. B. Strom, Gas, Warme)
meM
& >

/\
/ Energiezufuhr & > 0

Energiebedarf & <0 d NintmUin,Lm
Mout,LmU
Ungenutzte Zufuhr  w; > 0 w, out,Lm“outlm
Unversorgter Bedarf w; < 0

/Speicherverluste v = O/L— 4]
\_/

Abbildung 18: Erweitertes Power Node Modell (Darstellung in Anlehnung an [36])

In der Netzdoméne konnen als Erweiterung des Basismodells m € M Sammelschienen fir die
unterschiedlichen Sektoren (z. B. Strom, Gas und Warme) oder auch fur mehrere Anschlisse des
gleichen Sektors (z. B. Strom 1, Strom 2) definiert werden. Auf Basis der ersten Variante lassen
sich beispielsweise die gleichzeitige Strom- und Warmeauskopplung von KWK-Anlagen abbil-
den. Die zweite Variante ist insbesondere fiir die eine spétere, differenzierte Zuordnung von Preis-
komponenten auf unterschiedlichen Austauschpfaden relevant (z. B. reduzierte EEG-Umlage auf
Eigenversorgung vs. keine EEG-Umlage auf Netzeinspeisung).
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Der Energieaustausch mit der Netzdoméne erfolgt Gber die Parameter u;,;,, (Bezug aus dem
Netz) und u,,,,;,, (Einspeisung in das Netz). Die Wirkungsgrade und somit die Verluste bei den
Wandlungsprozessen werden durch die entsprechende Produktbildung mit #inim und #outim €r-
fasst. An dieser Stelle ist es wichtig festzuhalten, dass die Verbindungen eines einzelnen EPN zu
den Sammelschienen nicht gleichbedeutend mit den Netzverknlpfungspunkten zu den &ffentli-
chen Netzen (Strom, Gas, Warme) sein mussen, sondern grundsétzlich auch anlageninterne Ver-
knupfungspunkte sein kdnnen. Die Verbindung zum Offentlichen Netz wird dann durch die
Verschaltung mit weiteren EPN hergestellt (siehe Abschnitt 4.1.3).

Die mathematische Beschreibung des EPN erfolgt durch seine Energiebilanzgleichung und einige
allgemeine Nebenbedingungen. Die Energiebilanzgleichung (4.1) setzt sich aus der Fullstands-
anderung innerhalb des EPN sowie der vorzeichenrichtigen Summe aller Energieflusse in und aus
dem EPN zusammen. Die Gleichung muss in der zeitdiskreten Form fiir jeden Zeitschritt k der
Gesamtheit aller Zeitschritte K des Betrachtungszeitraums erfullt sein.

M
uout,k,l,m
Cl(xk,l_xk—l,l) = Z <77in,k,l,muin,k,l,m =+ &k — Wi — Vi (4-1)
me1 nout,k,l,m
so dass, (@ O0<x"<x,<x*<1

min max
0) 0= uGuikim < Uoutkim < Ugutkim

min max
©  0=<upkim < Uinkim < Unkim

(d)  0=<&k wy,

(&) 0=y,

® 0= |&| = (Wi
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Die allgemeinen Nebenbedingungen bericksichtigen: (a) den minimalen und maximalen nor-
mierten Fillstand (¢, x7*), (b) die Grenzen der moglichen Netzeinspeisung (™, 1™, ),

out,Lm> Yout,Lm
(c) die Grenzen des mdglichen Netzbezugs (u}.7,,.ux%",) und (d-e) die Vorzeichendefinitionen
fir die Parameter &, w; und v;. Des Weiteren kann gemaR der Nebenbedingung (f) maximal die
Energie abgeregelt werden, die zur Verfligung steht bzw. nur der Energiebedarf ungedeckt blei-
ben, der auch existiert. Alle Parameter kdnnen grundsétzlich variabel oder konstant, abhé&ngig
oder unabhdngig sowie linear oder nichtlinear sein. Im Rahmen dieser Arbeit werden allerdings
nur gemischt-ganzzahlige lineare Betrachtungen durchgefuihrt, so dass nichtlineare Zusammen-

hénge bei der Modellbildung geeignet vereinfacht werden mdissen.

Bei der Parametrierung des Modells fiir spezifische Anlagen reduziert sich oftmals die Anzahl
der relevanten Parameter und flhrt zu einer Vereinfachung der allgemeinen Bilanzgleichung
(4.1). So entfallt beispielsweise der Speicherterm inklusive der Speicherverluste fir Anlagen ohne
Speicherfahigkeit (C; = 0, v; = 0). Fur reine Erzeugungsanlagen entfallt der Netzbezug (u;,, ; ,= 0)
und flr reine Lasten die Netzeinspeisung (u,,,;,= 0) [36].
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Weitere technische Restriktionen, wie z. B. Mindestlaufzeiten, Leistungsstufen oder die Kopp-
lung von Strom- und Warmeerzeugung, kdnnen durch weitere Nebenbedingungen einfach erganzt
werden. Das Basismodell l8sst sich somit auch schnell erweitern. Relevante zusétzliche Neben-
bedingungen fiir die Formulierung des Optimierungsproblems werden in Abschnitt 4.1.4 be-
schrieben.

Entsprechend der Modellierungsanforderungen dieser Arbeit lassen sich konventionelle und er-
neuerbare Erzeugungsanlagen, flexible und unflexible Lasten sowie Speichersysteme mit einem
ausreichenden Detaillierungsgrad durch das allgemeine Modell abbilden. Einfache Anlagen mit
einem alleinigen Netzverknupfungspunkt (z. B. Windenergieanlagen) lassen sich, im Rahmen des
bendtigten Detaillierungsgrads, mit Hilfe eines einzelnen EPN vollstandig beschreiben. Das Be-
triebsverhalten komplexerer Anlagen, bestehend aus mehreren Flexibilitatsoptionen und unfle-
xiblen Prozessen (z. B. eine Kléranlage mit einer BHKW-Eigenversorgung fir Strom und
Warme), lasst sich durch die Verknipfung mehrerer EPN Uber gemeinsame Sammelschienen
simulieren und tbergreifend optimieren.

4.1.3 Modellierung von eingebetteten Flexibilitatsoptionen

Mit Hilfe des EPN-Modells lasst sich die Flexibilitat von unterschiedlichen Flexibilitatsoptionen
sehr gut untersuchen. Im Sinne der energiewirtschaftlichen Optimierung ist jedoch oftmals nicht
die Flexibilitat einer einzelnen technischen Einheit entscheidend sondern das aggregierte Verhal-
ten am Netzverknilpfungspunkt (NVP) zum 6ffentlichen Netz. Zur Modellierung von komplexe-
ren Anlagen, die aus mehreren technischen Einheiten und eingebetteten Flexibilitatsoptionen
bestehen, miissen daher mehrere EPN parametriert und tiber die Sammelschienen verschaltet wer-

den.
Exemplarische Anlage Strom Wérme Gas
my my ms
Blockheizkraftwerk
l
. NVP &ffentliches Stromnetz
Elektrische Lasten > ls
l
= < NVP offentliches Gasnetz
Gebdudeheizung mit Gaskessel le
I
Photovoltaikanlage mit Batterie
Ly

Abbildung 19: Beispiel fur die Aggregation mehrerer technischer Einheiten einer Anlage

Abbildung 19 zeigt eine exemplarische Aggregation von mehreren technischen Einheiten zu einer
Gesamtanlage. Auf der Anlage muss sowohl ein Strom- als auch ein Warmebedarf gedeckt wer-
den. Hierzu verfiigt die Anlage tber ein gasbefeuertes Blockheizkraftwerk, einen Gaskessel sowie
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eine Photovoltaikanlage mit Batteriespeicher. Insgesamt werden vier EPN zur Modellierung der
gesamten Anlage verwendet. Des Weiteren werden die Bezugs- und Einspeisemdglichkeiten tber
die NVP zum offentlichen Strom- und Gasnetz mit Hilfe von zwei weiteren EPN abgebildet. Die
Energiebilanzgleichung geman (4.1) muss flr jeden EPN / € L und jeden Zeitschritt k& € K auf-
gestellt werden. Zuséatzlich muss fiir jede Sammelschiene m € M und jeden Zeitschritt k € K eben-
falls eine Bilanzgleichung aufgestellt werden (vgl. (4.2)).

L
Z(ul‘n’k‘l‘m - uout‘k’l’m) = 0 V m e M,V k € K (42)
=1

Mehrere Flexibilitatsoptionen, die fur die Analyse relevant sind, lassen sich mit diesem Ansatz
detailliert als einzelne EPN darstellen. Gleichermalen kdnnen unflexible Prozesse zusammenge-
fasst und ebenfalls unter Verwendung des EPN-Modells ohne weiteren Aufwand in der
Gesamtoptimierung bercksichtigt werden.

4.1.4 Formulierung des Optimierungsproblems

Der optimale Einsatz der Flexibilitatsoptionen einer Anlage lasst sich mit Hilfe von mathema-
tischen Optimierungsverfahren fur einzelne oder kombinierte Anwendungsfélle bestimmen.
Mathematische Optimierungsprobleme bestehen aus einer Zielfunktion in Abhangigkeit von
Optimierungs- und Zustandsvariablen. Der zuldssige Lésungsraum wird durch Gleichheits- und
Ungleichheitsbedingungen eingeschrankt [96]. Im konkreten Anwendungsfall treten sowohl kon-
tinuierliche als auch diskrete Variablen auf. Die Formulierung erfolgt daher in der Problemklasse
der gemischt-ganzzahligen linearen Optimierungsprobleme, welche eine hohe Praxisrelevanz
u. a. in der Energieversorgung haben [97]. Die Zielfunktion und die Nebenbedingungen des spezi-
fischen Optimierungsproblems fur die in dieser Arbeit betrachteten Anlagen werden nachfolgend
beschrieben.

41.4.1 Zielfunktion

Die Zielfunktion zur Berechnung der betriebswirtschaftlich optimalen Anlagenfahrpléne inner-
halb der Nebenbedingungen entspricht einer Kostenminimierung fur Lasten bzw. einer Erlésma-
ximierung flr Einspeiser. Typische Kostenpositionen sind Brennstoff- und Energiekosten,
Steuern, Umlagen, Entgelte sowie Pdnalen fir ein spezifisches Verhalten. GleichermalRen erge-
ben sich Erldsmdglichkeiten auf unterschiedlichen Mérkten durch feste Einspeisevergltungen
oder durch sonstige Vergitungen fir die Flexibilitatsanwendungen.

Generell muss zwischen Leistungspreisen und Arbeitspreisen oder allgemeiner formuliert
zwischen einmaligen und mengenabhéngigen Preisbestandteilen differenziert werden. Mit Blick
auf den zuvor vorgestellten Modellaufbau unterliegen die verschiedenen Pfade des Energie-
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austauschs unterschiedlichen Preisbestandteilen. Im Rahmen der allgemeinen Definition der Ziel-
funktion werden alle Parameter, die einen Energieaustausch mit der Prozess- oder Netzdoméne
ermdglichen, in die Zielfunktion aufgenommen (siehe Gleichung (4.3)).

L
Z (éf,lfz + Cw W + CAv,zlA’z)
=1

M

-~

(Cuin_l_muin,l,m + Cuout'l_muout,l,m)>
m=1

L
( (Cf,k,lfk,l + Cw Wi + Cv,k,l”k,l))
1

M
(Z (Z (Cuin_k_l’muin,k,l,m + Cuout_k_l'muout,k,l,m)>)

=1 \m=1

min

EWVUinUout K
+ Z

(4.3)

k=1
Die Parameter Z,,w,,v,,am,,,mund Uym Kennzeichnen die jeweiligen Spitzenwerte innerhalb des
Betrachtungszeitraums. Der Faktor ¢ kennzeichnet die einmalige Preiskomponente (z. B. den
Leistungspreis) und ¢, die fir den Zeitschritt k spezifische, mengenbezogene Preiskomponente
(z. B. den Arbeitspreis). Die allgemeine Zielfunktion (4.3) fuhrt zur Minimierung der Gesamt-
summe der einmaligen und mengenbezogenen Kosten fiir alle Austauschpfade aller EPN (ber
alle Zeitschritte des Betrachtungszeitraums. Erlosbestandteile werden als negative Kosten be-
trachtet und somit entsprechend maximiert. In der spezifischen Anwendung vereinfacht sich die
Zielfunktion in der Regel, da nicht jeder Austauschpfad flr Energie mit einer oder beiden Preis-
komponenten belegt wird.

4.1.4.2 Allgemeine Nebenbedingungen

Die in den Abschnitten 4.1.2 und 4.1.3 definierten Gleichungen und Ungleichungen zur
mathematischen Beschreibung der Modellabhangigkeiten lassen sich unmittelbar als Nebenbe-
dingungen des Optimierungsproblems verwenden. Sie decken bereits einen Grofteil der unter-
suchungsrelevanten Anlageneigenschaften ab, wie z. B. minimale und maximale Leistungs-
grenzen, Speicherfillstande, Wirkungsgrade und Verluste.

Eine wesentliche Anforderung an die Modellierung ist die Schnittstelle des Anlagenmodells zum
Netzmodell. Als Schnittstellenparameter werden die zeitvarianten Netzkapazitatsgrenzen am
Netzverknupfungspunkt einer Anlage an das 6ffentliche Stromnetz definiert. Die Netzkapazitéats-
grenzen bilden sowohl die zuléssigen als auch die erforderlichen Leistungsanderungen aufgrund
von Netzrestriktionen ab. Eine ausfihrliche Erlduterung zur Bestimmung der Netzkapazitéts-
grenzen erfolgt in Abschnitt 4.2.

Da, wie bereits in Abbildung 19 dargestellt, der Anschluss an das 6ffentliche Netz ebenfalls mit
Hilfe eines EPN modelliert wird, erfolgt die Beriicksichtigung der Netzkapazitatsgrenze fiir den
Parameter &,_,;,» des Netzverkntpfungs-EPN:
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Sitmnve < Sra=nve < Sxienvp VK EK (4.4)

Diese VVorgehensweise eignet sich gleichermafen fiir die Abbildungen von Netzrestriktionen im
Gasnetz. Diese konnen beispielsweise durch begrenzte Gastransportkapazitaten oder durch die
Beimischungsgrenzwerte fiir Wasserstoff und sonstige Gasbestandteile vorliegen.

Uber die allgemeinen Nebenbedingungen hinaus, konnen fiir bestimmte Flexibilitatsoptionen zu-
sétzliche technische oder betriebliche Restriktionen vorliegen, die noch nicht ber das EPN-
Basismodell abgebildet werden.

4.1.4.3 Zusatzliche Nebenbedingungen

Im Rahmen dieser Arbeit werden mehrere zusétzliche Nebenbedingungen fiir die Modellierung
von Erzeugungsanlagen und hierbei insbesondere von KWK-Anlagen benétigt. Zum einen muss
die gekoppelte Erzeugung von Strom und Warme als Nebenbedingung formuliert werden und
zum anderen existieren weitere Einschrankungen wie z. B. Mindestlaufzeiten, minimale Aus-
schaltdauern oder diskrete Leistungsstufen. Hierfir werden zusatzliche bindre Variablen zur
Erfassung des aktuellen Betriebszustandes (ein/aus) sowie Indikatorvariablen fiir Einschalt- und
Ausschaltvorgange benétigt. Die entsprechenden Ansétze zur Formulierung der zusétzlichen
Nebenbedingungen fir KWK-Anlagen lassen sich aus den umfangreichen Veréffentlichungen im
Bereich der Kraftwerkseinsatzoptimierung ibernehmen (z. B. [98][99][100]).

Der aktuelle Betriebszustand wird als binédre Variable b, ;,, in den Nebenbedingungen bezig-
lich der Leistungsgrenzen aus (4.1)(b) in (4.5) erganzt [99].

bonjermUpikim < Youticim < DonjeimUpitkim YIELYmMEMVEEK (4.5)
Falls die entsprechende Anlage in einem Zeitschritt lauft, nimmt die bindre Variable des Betriebs-
zustandes fiir diesen Zeitschritt den Wert 1 an, ansonsten den Wert 0. Ob ein Einschaltvorgang
stattgefunden hat, lasst sich aus der Differenz der Betriebszustdnde von zwei aufeinander-
folgenden Zeitschritten bestimmen (siehe Gl. (4.6)). Auf die gleiche Weise lassen sich Ausschalt-
vorgange identifizieren (siehe Gl. (4.7)). Es werden hierflr die zusatzlichen binaren Variablen fir
Einschaltvorgange b, ;,» und Ausschaltvorgange b o, «.;,» eingeflhrt, die bei einem Einschalt-
bzw. Ausschaltereignis jeweils den Wert 1 annehmen.

bup,k,l,m = bon,k,l,m - bon,k—l,l,m v l € L, Vvme M, A k eEK (46)
bdown,k,l,m = bon,k—l.l,m - bon,k,l,m A l S L,V meE M,V k eEK (47)

in

Die Einhaltung der Mindestbetriebsdauer K7,,’; ,, muss nach einem Einschaltvorgang sichergestellt
werden. Hierfr wird Nebenbedingung (4.8) erganzt [99]. Der Betriebszustand einer Anlage wird
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nach einem Einschaltvorgang fir die erforderliche Anzahl an Zeitschritten zur Einhaltung der
Mindestbetriebsdauer auf den Wert 1 gesetzt.

min
k+Kun,l,m_1

Z bonotm = Ko bypyim VYIELVMEMVEkEK (4.8)

on,
o=k

Die Einhaltung der Mindeststillstandsdauer K%m muss nach einem Ausschaltvorgang sicherge-
stellt werden. Analog zu (4.8) wird hierflr die Nebenbedingung (4.9) erganzt [99]. Der Betriebs-
zustand einer Anlage wird nach einem Ausschaltvorgang fur die erforderliche Anzahl an

Zeitschritten zur Einhaltung der Mindeststillstandsdauer auf den Wert 0 gesetzt.

min

k+K0ff,l,m_1
Z (1 = bonom) = ngl‘?fl,mbdown,k,l,m VIELVmeMVkeK (49)
o=k

Die binéren Zustandsvariablen der Stromerzeugung b,,, ;. ; m—.;. Und Wérmeerzeugung b, x.; m=.
werden fir KWK-Anlagen durch zusatzliche Nebenbedingungen gekoppelt (4.10). Hierdurch
wird sichergestellt, dass die Strom- und Wéarmeerzeugung einer KWK-Anlage nicht unabhéngig
voneinander optimiert werden. Das Verhaltnis von Strom- zu Warmeerzeugung wird aus den Be-
messungsgrélen der Anlage bestimmt und Uber den gesamten Leistungsbereich als konstant an-
genommen.

bon,k,l,m:el. - bon,k,l,m:th. =0 VIeLVkeK (410)

Des Weiteren l&sst sich die Leistung von Erzeugungsanlagen oftmals nicht kontinuierlich sondern
nur in diskreten Leistungsstufen regeln. Die Menge I umfasst alle méglichen Leistungsstufen y
bezogen auf die Bemessungsleistung (z. B. vier diskrete Leistungsstufen: 0%, 25 %, 50 % und
100 % der Bemessungsleistung), so dass als weitere Restriktion gilt:

uout'k‘l'm = }/l‘mug}ftﬁ_m mlt yl,m € Fl,m' Vl (S L,V k (S K (411)

Auf die gleiche Weise lassen sich Nebenbedingungen fiir den Parameter w; definieren, um dis-
krete Stufen der Abregelung von Erzeugungsanlagen zu beriicksichtigen.

Da die bisherige Formulierung des Optimierungsproblems in der Regel dazu fihrt, dass alle
Speicher zum Ende des Betrachtungszeitraums leer gefahren werden, wird als zusétzliche Neben-
bedingung erganzt, dass der Fillstand des letzten Zeitschrittes k,,,; mindestens dem Anfangsfull-
stand aus Zeitschritt &,,,,, des Betrachtungszeitraums entsprechen muss (4.12).

xkend'l = xkstartrl v l €L (412)

Das bestehende Modell Iasst sich flexibel um zusétzliche Restriktionen erweitern.
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4.1.4.4 Segmentierung des Optimierungsproblems

Die Lange des Betrachtungszeitraums flr die Optimierung kann beliebig festgelegt werden. Bei
der Wahl eines langeren Betrachtungszeitraums K (z. B. ein Jahr) empfiehlt es sich jedoch das
Gesamtproblem in d, Optimierungssegmente zu unterteilen (z. B. einzelne Tage). Durch die Seg-
mentierung des Optimierungsproblems erhélt man zwar nicht mehr das globale Optimum fir den
Gesamtzeitraum, allerdings ist die Annahme, einen viertelstundenscharfen Jahresfahrplan fiir eine
Anlage im Voraus festlegen zu kénnen, auch abwegig. Die Prognoseglite flr die einzelnen Ein-
gangsparameter nimmt mit zunehmender Lange des Betrachtungshorizontes massiv ab.

Zerlegung des Gesamtzeitraums (z. B. 1 Jahr) in mehrere Segmente (z. B. d Tage)

Optimierungs- S Optimierungs- S Optimierungs- 9§ Optimierungs-
segment d, segment d, segment ... segment d,,

Optimierungsergebnis des Gesamtzeitraums

* Ubergabe der intertemporalen Koppelparameter: Speicherfillstande, Leistungsspitze, verbleibende
Mindestlaufzeiten/Stillstandsdauern

Abbildung 20: Segmentierung des Optimierungsproblems

Abbildung 20 verdeutlicht die prinzipielle Vorgehensweise bei der Segmentierung des Optimie-
rungsproblems. Die Aufstellung der Gleichungssysteme flir jedes Segment erfolgt analog zur zu-
vor vorgestellten Aufstellung fur den gesamten Betrachtungszeitraum. Die dadurch erzeugten
Teilprobleme werden sequenziell geldst und anschlieRend zu einem Gesamtergebnis zusammen-
gefiihrt. Es ist allerdings darauf zu achten, dass fiir einzelne Parameter intertemporale Abhangig-
keiten zwischen den Segmenten vorliegen. Die relevanten Parameter (Speicherfiillstande,
bisherige Leistungsspitze, verbleibende Mindestlaufzeiten bzw. Stillstandsdauern) werden daher
von Segment zu Segment Ubergeben und bei der Optimierung bertcksichtigt.

4.1.45 Lo6sung des Optimierungsproblems

Die Aufstellung der Zielfunktion und der Gleichungs- bzw. Ungleichungssysteme der Nebenbe-
dingungen des Optimierungsproblems bzw. der einzelnen Optimierungssegmente erfolgt stets flr
die allgemeingultigen Gleichungen des EPN-Modells und kann somit automatisiert erfolgen. Die
nicht relevanten Parameter werden bei der Parametrierung des Modells auf null gesetzt und ent-
fallen somit bei der Losung des Problems.

Bei dem aufgestellten Optimierungsproblem handelt es sich um ein gemischt-ganzzahliges
lineares Programm (GGLP). Zur Ldsung von GGLP-Optimierungen existieren eine Vielzahl von
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kommerziellen und nicht kommerziellen Solvern, die oftmals Kombinationen von unterschied-
lichen Ldsungsverfahren (z. B. Branch-and-Bound oder das Schnittebenenverfahren) einsetzen,
um das globale Optimum in einer annehmbaren Berechnungszeit zu bestimmen. Im Rahmen
dieser Arbeit erfolgt die programmiertechnische Umsetzung in Matlab. Mit Hilfe der Toolbox
YALMIP [101] wird das formulierte Optimierungsproblem in die erforderlichen Gleichungs-
systeme transformiert, um die matrix-orientierte Schnittstelle zwischen Matlab und dem Solver
zu verwenden. Als Solver wird der GUROBI OPTIMIZER [102] verwendet.

4.2 Netzmodellierung und -berechnung

Die Berechnung der Netzzustande im Rahmen der Netzbetriebssimulation erfolgt mit Hilfe eines
Netzmodells flr stationdre, symmetrische Leistungsflussberechnungen. Die Verbindungen der
einzelnen Netzknoten werden mit den zugehorigen Impedanzen flr das zu betrachtende Netz-
gebiet modelliert. Fir jeden Netzknoten werden Einspeise- und Lastwerte fur alle unflexiblen,
nicht innerhalb der Anlagenoptimierung abgebildeten Einspeiser und Lasten zugeordnet. Mit
Hilfe des Newton-Raphson-Verfahrens lassen sich fur das vollstandig parametrierte Netzmodell
die Netzzustande, bestehend aus Spannungsbetragen, Spannungswinkeln und Betriebsmittel-
auslastungen, eindeutig bestimmen und auf Grenzwertverletzungen priifen [103]. Die Berech-
nung einer zeitlichen Folge von stationdren Netzzustanden wird als zeitreihenbasierte
Leistungsflussberechnung bezeichnet.

Die Ergebnisse der zeitreihenbasierten Leistungsflussberechnung geben allerdings noch keine un-
mittelbare Information dariiber, welche zusétzliche Leistung an ausgewahlten Netzknoten noch
entnommen bzw. eingespeist werden kann, ohne dass es zu einer Grenzwertverletzung kommt
bzw. welche Leistungsdnderung im Falle einer vorliegenden Grenzwertverletzung erforderlich
ist, um diese aufzuheben. Diese Leistungswerte werden im Rahmen dieser Arbeit als Netzkapa-
zitatsgrenzen bezeichnet.

Abbildung 21 zeigt eine schematische Darstellung der zu berechnenden Netzkapazitatsgrenzen.
Der netzvertragliche Betriebsbereich fiir eine Anlage am berechneten Netzverknlpfungspunkt
(d. h. der Bereich in dem es durch eine Leistungsanderung der Anlage zu keiner Grenzwert-
verletzung im Netz kommt) ist grin dargestellt. Der unzulassige Betriebsbereich wird rot
dargestellt. Schneidet einer der beiden Grenzverlaufe die Abszisse, so liegt bereits eine Grenz-
wertverletzung im Netz vor (verursacht durch die sonstigen Einspeiser und Lasten im
Netzbereich). Der Wert der entsprechenden Netzkapazitdtsgrenze gibt dann den netzdienlichen
Flexibilitdtsbedarf zur Behebung der Grenzwertverletzung an. Leistungswerte innerhalb der
grauen Bereiche sind somit zwar grundsatzlich netzdienlich, Grenzwertverletzungen werden
allerdings nur dann vollstandig vermieden, wenn der resultierende Leistungswert zwischen der
oberen und unteren Netzkapazitatsgrenze liegt. Mit anderen Worten: Solange der Lastgang einer
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Anlage am berechneten Netzverknipfungspunkt zu jedem Zeitpunkt innerhalb des griin dar-
gestellten Bereichs liegt, kommt es zu keiner Grenzwertverletzung im Netz. Die Netzkapazitats-
grenzen sind die erforderlichen Schnittstellenparameter, um Netzrestriktionen in der
Anlagenoptimierung zu berlcksichtigen (siehe GIl. (4.4)). Der zeitliche Verlauf der
Netzkapazitatsgrenzen wird im Folgenden auch als Netzkapazitatskorridor bezeichnet.

AP

unzuléssiger
Betriebsbereich

zusatzliche
Einspeisung

netzvertraglicher
Betriebsbereich

Zeit

zusétzliche
Entnahme

— Netzkapazitatsgrenzen netzdienlicher
Po: Aktueller Betriebspunkt Betriebshereich

Abbildung 21: Schematische Darstellung des Netzkapazitatskorridors

Aus den Gleichungssystemen fiir die Leistungsflussberechnung von elektrischen Netzen geht der
nichtlineare Zusammenhang von Leistungen und Spannungen bzw. Strémen hervor [103]. Um
aus den vorhandenen NetzzustandsgroRen (Strome und Spannungen) die entsprechenden Netz-
kapazitatsgrenzen zu ermitteln, bedarf es daher entweder einer vereinfachten Berechnung durch
eine einmalige Linearisierung (vgl. [30]) oder einer aufwendigeren Berechnung durch Iterations-
verfahren. Der Nachteil der Linearisierung liegt darin, dass sie nur fur geringe Leistungs-
anderungen in der Né&he des Arbeitspunktes zuléssig ist, da der Fehler bei groferen
Leistungsénderungen zunimmt [104]. Da die Netzkapazitatsgrenzen aber mitunter deutlich vom
jeweiligen Arbeitspunkt abweichen kdnnen und die Rechenzeit keine maligebliche Restriktion
darstellt, wird in dieser Arbeit ein neuartiger Ansatz fiir ein Iterationsverfahren zur Bestimmung
der Netzkapazitatsgrenzen vorgestellt.

Die Grenzen der Netzkapazitat unter Beriicksichtigung aller relevanten Netzparameter werden
mit Hilfe eines Optimal-Power-Flow Verfahrens bestimmt. Die verbleibende Netzkapazitat fur
eine einzelne Anlage kann fiir jede Leistungsflusssituation exakt bestimmt werden. Im Falle von
mehreren Anlagen in einem Netzgebiet muss, aufgrund der gegenseitigen Beeinflussung, die ver-
bleibende Netzkapazitat nach zuvor definierten Regeln aufgeteilt werden. Nachfolgend werden
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zunachst die Grundlagen und die Anwendung des OPF-Verfahrens zur Bestimmung der Netz-
kapazitatsgrenzen beschrieben. AnschlieRend wird die Anwendung innerhalb eines Algorithmus
zur Bestimmung einer diskriminierungsfrei aufgeteilten Netzkapazitéat auf mehrere Anlagen vor-
gestellt.

4.2.1 Berechnung der Netzkapazitatsgrenzen
4.2.1.1 Hintergrund der Optimal-Power-Flow Verfahren

Das grundsétzliche Ziel von Optimal-Power-Flow Verfahren besteht darin, optimale stationére
Betriebszustande unter Einhaltung aller physikalischen Restriktionen zu bestimmen. Hierfiir
werden unter anderem die Leistungsflussgleichungen und die Netzrestriktionen als Nebenbe-
dingungen eines nichtlinearen mathematischen Optimierungsproblems formuliert. [105]

Eine klassische Zielfunktion des OPF-Verfahrens ist die Bestimmung des kostenminimalen Ein-
satzes von mehreren Kraftwerkseinspeisungen. Hierbei werden die Wirk- und Blindleistungs-
abgabe der Generatoren sowie die Spannungsbetrdge und Spannungswinkel der Netzknoten als
Steuer- bzw. Zustandsvariablen beschrieben und entsprechende Kostenfunktionen hinterlegt. Die
Leistungsflussgleichungen werden als Gleichheitsbedingungen und die Auslastungsgrenzen der
Betriebsmittel als Ungleichheitsbedingungen beschrieben. Des Weiteren werden obere und untere
Grenzen flr die Steuer- und Zustandsvariablen (Spannungsbetrdge, Spannungswinkel etc.)
definiert. [106]

Durch Anpassung der Zielfunktion und durch zusétzliche Nebenbedingungen lassen sich weitere
Fragestellungen mit Hilfe von OPF-Verfahren untersuchen (z. B. Minimierung der Netzverluste
oder Maximierung der betrieblichen Reserve). Diese Anwendungsfélle beziehen sich jedoch zu-
meist auf Hochst- und Hochspannungsnetze [107].

Die grundsatzlichen OPF-Berechnungsfunktionalitdten sind in vielen Netzberechnungspro-
grammen bereits vorhanden, allerdings miissen sie flir die Berechnung der Netzkapazitatsgrenzen
abweichend interpretiert und die Modelle dementsprechend parametriert werden. Aufgrund der
umfangreichen Modifikationsmdglichkeiten wird fiir die Netzberechnungen in dieser Arbeit das
Softwarepaket MATPOWER [108] verwendet. Der mathematische Hintergrund zur Aufstellung
der erforderlichen Netzwerkgleichungen wird ausfiihrlich in [108] dokumentiert, so dass an dieser
Stelle lediglich auf die AC-OPF-Formulierung und die darauf aufbauenden Modifikationen zur
Ermittlung der Netzkapazitatsgrenzen eingegangen wird.

Die Zielfunktion (4.13) des Standard AC-OPF ist die Minimierung der Gesamtkosten fur die
Wirk- und Blindleistungseinspeisungen pg;i und qgi aus insgesamt i = 1..ny Generatoren, die in
einem Netz, bestehend aus n, Knoten und n,r Zweigen, verteilt sind. Dabei kann jede Generator-
einspeisung individuellen Kostenfunktionen fp; bzw. fo,i unterliegen.



4.2 NETZMODELLIERUNG UND -BERECHNUNG 58

ng
u‘g}]igl‘lqg LZl fP,i(pg,i) + fo.i (Qg,i) (4.13)
so dass, (@ pv(u,0)+ps—py;=0

() qv(w,0)+qs—q,=0
) |i(w®)|—im* <0

@ 0 <o, <9 it
O T i i=1.m,
M pgi* <pgi < pg i=1.n,
@ it <qg<qp i=1.n,

Der Losungsbereich wird durch mehrere Nebenbedingungen eingeschrénkt. Es missen die
Leistungsbilanzen der Generatoreinspeisung (pg,dy) mit den Netzlasten (pq,qq) und den Leistungs-
flissen im Netz (pn,qn) jeweils ausgeglichen sein (a-b). Durch die vektorielle Schreibweise gelten
die Nebenbedingungen (a-b) flir die Leistungsbilanzen an allen n, Knoten. Die maximale Strom-
belastung aller nor Zweigelemente darf nicht Gberschritten werden (c), der Spannungswinkel am
Bilanzknoten muss den vorgegebenen Wert einhalten (d) und die Spannungsgrenzen der tbrigen
Netzknoten mussen innerhalb des zul&ssigen Bereichs bleiben (e). Dartiber hinaus kann die Wirk-
und Blindleistungsabgabe nur innerhalb der Betriebsgrenzen der Generatoren erfolgen (f-g).

4.2.1.2 Anwendung des Optimal-Power-Flow Verfahrens

Um die bestehende Standardformulierung des OPF-Problems direkt zur Berechnung der Netz-
kapazitatsgrenzen einsetzen zu konnen, werden mehrere Grof3en entgegen ihrer ursprunglichen
Bedeutung interpretiert. Die urspringlichen ,,Netzlasten“ (pq,qq) Werden sowohl zur Abbildung
von unflexiblen Lasten als auch von unflexiblen Einspeisungen genutzt. Einspeisungen werden
entsprechend mit einem negativen VVorzeichen versehen.

Der Bilanzknoten am Netzverknupfungspunkt zur (berlagerten Netzebene wird mit einem
,,Generator versehen. Am NVP einer flexiblen Anlage bzw. einem Netzknoten fiir den die Netz-
kapazititsgrenzen bestimmt werden sollen, wird ebenfalls ein ,,Generator” hinzugefiigt. Die
Parameter der ,,Generatoren* werden so gesetzt, dass mit Hilfe der Optimierung die maximal
mdgliche bzw. minimal nétige Wirkleistungsanderung der Flex-Generatoren bestimmt werden
kann, um die Netzrestriktionen gerade noch einzuhalten. Das eigentliche Ergebnis der Zielfunk-
tion (die Gesamtkosten) wird anschlielend nicht weiter beriicksichtigt. Die erforderlichen
Modellanpassungen werden in Abbildung 22 exemplarisch dargestellt.
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Leistungsflussmodell OPF-Modell
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Abbildung 22: Modellanpassungen zur OPF-Berechnung

Der Bilanzgenerator kann im Rahmen der Parametrierung des OPF-Modells zunéchst unbegrenzt
Wirk- und Blindleistung aufnehmen bzw. abgeben (4.14)-(4.15). Des Weiteren werden mit (4.16)
die Kostenterme in der Zielfunktion flir den Bilanzgenerator am Bilanzknoten i auf null gesetzt.

—00 =Py S ®© i = iTef (414)
—o0 < dg,i < oo i= iref (415)
frivey(Pgi) = foi(dgi) =0 i = ires (4.16)

Zur Bestimmung der oberen und unteren Netzkapazitatsgrenze werden die Wirkleistungsgrenzen
und die Kostenfunktion fur den sogenannten Flex-Generator unterschiedlich parametriert. Dabei
ist es ebenfalls von Bedeutung, ob in der Ausgangssituation bereits eine Grenzwertverletzung
vorliegt oder nicht und ob diese einspeisebedingt oder lastbedingt hervorgerufen wird. Insgesamt
missen bei der Parametrierung der Flex-Generatoren sechs grundsétzliche Falle unterschieden
werden, welche in Tabelle 2 zusammengefasst und anschlieBend erlautert werden. Der Faktor a
stellt die Steigung einer positiven, linearen Kostenfunktion dar.

Tabelle 2: Anpassung der Berechnungsparameter

Vi€ lpey Berechnungsziel
a>0 Obere Netzkapazitatsgrenze Untere Netzkapazitatsgrenze
o ) 0<pg; < —0<p,; <0
g S Nein 9t g1
NE fP.i(pg.i) =~ Pgi fP,i(pg,i) =aPgi
=22
§ g Ja —o00 < Pg,i <0 —0o00 < Dg.i <0
g < (einspeisebedingt) foi(Pgi) = —a " pg; fri(Pgi) = @ pgy,;
(@]
N »n
5 I Ja 0<pgyi < 0<py; <o
O.c (lastbedingt) foi(Pgi) = —a pg; foi(Pgi) = @ Dy

Soll beispielsweise die obere Netzkapazitatsgrenze berechnet werden, so ist zundchst zu prifen,
ob es bereits ohne den Einfluss des Flex-Generators zu einer Grenzwertverletzung im Netz
kommt. Grenzwertverletzungen in der Ausgangssituation kdnnen durch die unflexiblen Lasten
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und Einspeiser hervorgerufen werden. Falls keine Grenzwertverletzung vorliegt, so ist am NVP
des Flex-Generators eine zusatzliche, netzvertragliche Einspeisung maglich (vgl. Abbildung 21).
Der zulassige Leistungsbereich des Flex-Generators ist somit positiv (zusatzliche Einspeisung)
und der Faktor a wird mit einem negativen Vorzeichen versehen (negativer Kostenterm). Im Zuge
der OPF-Berechnung wird dadurch die Leistung pg,i unter Berticksichtigung der Restriktionen des
Netzes maximiert und somit die obere Netzkapazitatsgrenze flr den netzvertraglichen Betriebs-
bereich bestimmt. Falls hingegen eine einspeisebedingte Grenzwertverletzung in der Ausgangs-
situation vorliegt, so ist der zulassige Leistungsbereich des Flex-Generators sowie das VVorzeichen
des Faktors a negativ (zusatzliche Entnahme und negativer Kostenterm). Durch die OPF-
Berechnung wird nun der minimal erforderliche, netzdienliche Leistungsbezug bestimmt, um alle
Restriktion des Netzes einzuhalten (vgl. Abbildung 21). Falls eine lastbedingte Grenzwertver-
letzung in der Ausgangssituation vorliegt, so erfolgt die Parametrierung analog zum Fall ohne
Grenzwertverletzung. Die Parametrierung bei der Bestimmung der unteren Netzkapazitatsgrenze
erfolgt fur die einzelnen Falle entsprechend invers.

Die Grenzen der Blindleistungsbereitstellung sowie der zugehérige Kostenterm werden fiir die
Parametrierung der allgemeinen OPF-Gleichungen nach (4.13) fur alle Félle gemaR (4.17) und
(4.18) festgelegt. Die eigentliche Verknlpfung von Blind- und Wirkleistungsaussteuerung erfolgt
mit einer zusatzlichen Nebenbedingung (4.19), die einen konstanten Leistungsfaktor cos(¢g,i)
abbildet.

—0 < (g S© Vi € Ijex (4.17)
foilag:) =0 Vi € Iy (4.18)
Qi —Pgitan(@g) =0 Vi€ Iy (4.19)

Durch die Modellanpassungen gemal Abbildung 22 wird der Bilanzgenerator direkt an die MS-
Sammelschiene des Umspannwerks gesetzt. Dieser Ansatz ist fiir Mittelspannungsnetze zweck-
maBig, da die Sammelschienenspannung durch den Stufensteller des HS/MS-Transformators in
der Regel auf einen konstanten Sollwert geregelt wird. Der Sollwert der Spannungsregelung wird
somit als Spannungswert des Bilanzknotens definiert. Dadurch entfallt der HS/MS-Transformator
als Netzelement und somit auch die Beriicksichtigung hinsichtlich der Betriebsmittelauslastung
geméaR (4.13)(c). Da die Einhaltung der maximalen Transformatorauslastung S7; jedoch eine
wesentliche Rolle bei der Vermeidung von Netzengpéssen ausmacht, werden die Belastungs-
grenzen als zusétzliche nichtlineare Nebenbedingungen fiir die Wirk- und Blindleistungsabgabe

bzw. -aufnahme des Bilanzgenerators hinzugefugt.

hT‘r(pg,i: Qg,i) = (pg,i)z + (Qg,i)z - S?@?ix <0 i= iref (420)
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Zur Losung des nichtlinearen OPF-Problems wird ein Solver verwendet, der ein Innere-Punkte-
Verfahren verwendet [109]. Damit die zusatzliche nichtlineare Nebenbedingung (4.20) bei der
OPF-Berechnung bertcksichtigt werden kann, ist es erforderlich die Jacobi-Matrix mit den ersten
partiellen Ableitungen und die Hesse-Matrix mit den zweiten partiellen Ableitungen zu der ur-
sprunglichen OPF-Formulierung aus [108] in der Netzberechnungssoftware zu hinterlegen. Die
Jacobi-Matrix Jj, ., fur Gleichung (4.20) lautet:

J [ahTr ahTr] Pot o i =i (4.21)
=[—L I = i =l .
" |0b0r 9001 T (o) + (00 ) + (0 '

Die entsprechende Hesse-Matrix H,, ,, zeigt Gleichung (4.22):

2

qg,i —Pg,ig,i
[ 0%hy, 0%hy, ] 5 e 5 .
2 2
| e e _ (o) +(2)°)" ()" + (40:)°) (4.22)
hrr 62hTr athr —Dg,ilyg,i pfli .
044,90, aqz,i 5 3
T (e @) (ad)” + (00))]

Durch das auf diese Weise parametrierte OPF-Modell lassen sich die Netzkapazitatsgrenzen fiir
einen beliebigen Netzverkniipfungspunkt im Netz unter Berlcksichtigung aller Knoten-
spannungen sowie aller Betriebsmittelauslastungen eindeutig bestimmen. Die Beschreibung des
Berechnungsalgorithmus zur Bestimmung des Netzkapazitatskorridors erfolgt in Abschnitt 4.2.3.
Zuvor werden jedoch noch einige prinzipielle Uberlegungen zur Aufteilung der Netzkapazitat auf
mehrere Netzverkniipfungspunkte beschrieben.

4.2.2 Aufteilung der Netzkapazitat
4.2.2.1 Herausforderungen bei mehreren Netzverknipfungspunkten

Wéhrend die Berechnung der verbleibenden Netzkapazitét fur einen einzigen Netzverknipfungs-
punkt ein eindeutiges Ergebnis liefert, unterliegt die Bestimmung der Netzkapazitét fiir mehrere
Netzverknipfungspunkte innerhalb eines Netzgebietes mitunter starken Wechselwirkungen. Die
vorhandene Netzkapazitat muss daher auf mehrere Netzverknlpfungspunkte aufgeteilt werden.
Hierflir muss zunédchst zugeordnet werden, welche Netzverknlipfungspunkte sich gegenseitig
mafgeblich beeinflussen und anschlieBend festgelegt werden in welchem Verhéltnis die Auftei-
lung der verbleibenden Netzkapazitat bzw. des Flexibilitatsbedarfs erfolgen soll.

Abbildung 23 zeigt in Analogie zu Abbildung 22 die Modellanpassungen zur OPF-Berechnung
flr einen offen-betriebenen MS-Ring, diesmal mit mehreren Netzverkniipfungspunkten fiir fle-
xible Anlagen je Abgang. Die hinzugefiigten Flex-Generatoren der einzelnen Netzverkniipfungs-
punkte haben aufgrund ihrer Position einen unterschiedlichen Einfluss auf die begrenzenden
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Knotenspannungen oder Betriebsmittelauslastungen. Bei einer Parametrierung der Modelle ge-
maR Tabelle 2 wiirden fur jeden Flex-Generator die gleiche Kostenfunktion und die gleichen Be-
triebsgrenzen hinterlegt. Im Falle einer bestehenden Grenzwertverletzung wirde die Losung des
Netzproblems durch den diesbezlglich sensitivsten Flex-Generator ermittelt werden. Falls keine
Grenzwertverletzung vorliegt, wirden die Flex-Generatoren mit dem geringsten Einfluss auf den
letztendlich begrenzenden Parameter, welcher im Vorhinein nicht bekannt ist, maximal ausge-
steuert. In beiden Féllen kommt es zu keiner definierten Aufteilung der Netzkapazitat bzw. des
Flexibilitatsbedarfs auf mehrere Flex-Generatoren innerhalb eines zusammenhéngenden Netzbe-
reiches, da dies bezuglich der hinterlegten Kostenfunktionen mathematisch nicht optimal waére.

Leistungsflussmodell OPF-Modell

| b | b

% -
L I S B i 48 s B (R

ref
e Netzknoten Netzverknupfungspunkte
<«—e Last der flexiblen Anlagen
—>e Einspeisung [ € Ifiex

Abbildung 23: Offener MS-Ring mit mehreren Netzverkniipfungspunkten fur Flexibilitatsoptionen

Insbesondere fur die Aufteilung der Netzkapazitét fur den engpassfreien Fall ist ein solches Ver-
halten jedoch weder diskriminierungsfrei noch zweckmaRig. Vielmehr soll die verbleibende
Netzkapazitat nach zuvor definierten Kriterien aufgeteilt werden. Deshalb wird nachfolgend ein
Algorithmus vorgestellt, mit dem die Netzkapazitatskorridore fir mehrere Flex-Generatoren be-
rechnet werden konnen. Die Aufteilung der Netzkapazitdt erfolgt hierbei mit Hilfe einer
sensitivitatsbasierten Gruppenbildung.

4.2.2.2 Sensitivitatsbasierte Gruppenbildung

Eine grundsatzliche Mdglichkeit zur Aufteilung der vorhandenen Netzkapazitat besteht darin,
diese gleichmalig auf alle Netzverknupfungspunkte zu verteilen. Mit dieser Vorgehensweise
wirden zwar alle gleich und somit diskriminierungsfrei behandelt, allerdings wiirden dadurch
auch Anlagen eingeschrankt, die keinen Einfluss auf einen Engpass haben bzw. diesen auch nicht
auflosen konnen. Es ist daher sinnvoll, die Flex-Generatoren entsprechend ihrer Einflussmdglich-
keiten auf die Netzzustdnde zu gruppieren. Da die begrenzenden Knotenspannungen oder Be-
triebsmittelauslastungen je nach Leistungsflusssituation variieren konnen, erfolgt die
Gruppenbildung dynamisch innerhalb eines iterativen Verfahrens. Bei der Bildung der Gruppen
sind vier verschiedene Netzzustande in den Einflussbereichen der Flex-Generatoren zu unter-
scheiden:
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1. Uberlastung des HS/MS-Transformators
2. Spannungsbandverletzung

3. Leitungsuberlastung

4. Keine Grenzwertverletzung

Ausgehend von den Berechnungsergebnissen einer vorausgegangenen LF- bzw. OPF-
Berechnung werden die Netzzusténde hinsichtlich der Transformatorauslastungen, der Leitungs-
auslastungen und der Knotenspannungen Gberprift. Falls es zu einer Uberlastung des HS/MS-
Transformators im Umspannwerk gemaR Gl. (4.20) kommt, haben alle iber den Transformator
versorgten Anlagen einen Einfluss auf den Engpass. Daher werden alle Optimierungsvariablen
pg.i der Flex-Generatoren in einer Gruppe Gr zusammengefasst.

Gr ={pgi |Vi€lse} (4.23)

Im Falle von Spannungsbandverletzungen und Leitungsiberlastungen erfolgt die Gruppen-
bildung auf Basis einer vereinfachten Sensitivitdtsanalyse. Hierzu wird die Sensitivitdtsmatrix S
verwendet. Die komplexe Sensitivitatsmatrix beschreibt den Einfluss einer komplexen Strom-
anderung auf die komplexen Spannungsénderungen an den Netzknoten und entspricht der inver-
tierten Knotenpunkt-Admittanzmatrix ¥ [87]:

Si1 7 S,
S=yt=| i (4.24)
s T
—lel —npny
Die Sensitivitat einer Leistungsanderung am Knoten i € {1..n;} auf eine Spannungsbandver-
letzung an einem Knoten j € {1..n;} lasst sich direkt aus den Eintrdgen der Sensitivitdtsmatrix
(4.24) ablesen [95]. Zur Gruppenbildung werden die Optimierungsvariablen der Flex-
Generatoren zu einer Gruppe Gu zusammengefasst, deren Sensitivitdt gegeniiber einer
Spannungsbandverletzung groBer ist, als eine festzulegende Grenzsensitivitét s, (. Hierbei ist

eine Betrachtung der Betrége ausreichend:

Gy ={Pgi | Vi € Liey t Sij > Symu} (4.25)

Dadurch, dass die MS-Sammelschiene im Umspannwerk als Bilanzknoten mit konstanter
Referenzspannung definiert wird, sind die Spannungssensitivitaten im Rahmen der Modell-
bildung abgangsscharf entkoppelt. D.h. eine Leistungsédnderung in einem Abgang flhrt zu keiner
Spannungsénderung in einem anderen Abgang. Damit alle Flex-Generatoren innerhalb eines Ab-
gangs im Falle einer Spannungsbandverletzung einer gemeinsamen Gruppe zugeordnet werden,
kann eine Grenzsensitivitat s, ; = 0 festgelegt werden. Falls die Transformatorimpedanz fur
Netze ohne geregelte Sammelschienenspannung im OPF-Modell abgebildet wird (z. B. bei der
Anwendung fiir Niederspannungsnetze) und der Bilanzknoten somit an der Priméarseite des
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Transformators liegt, muss die Grenzsensitivitat groRer als die Transformatorimpedanz sein
(Stimu > Z7,), damit im Rahmen der Gruppenbildung eine abgangsspezifische Unterscheidung
erfolgt [87].

Beziiglich einer Leitungsiberlastung l&sst sich die Gruppe G, ebenfalls mit Hilfe der Sensitivitats-
matrix bilden. Hierzu missen die Differenzen der Sensitivitaten einer Leistungsanderung am
Knoten i auf den Anfangsknoten a und Endknoten b einer tberlasteten Leitung analysiert werden
[95]. Die Sensitivitdten von Knoten mit und ohne praktischen Einfluss auf eine Leitungsiiber-
lastung unterscheiden sich um mehrere GréRenordnungen. Die Festlegung der Grenzsensitivitat
s;im, €rfolgt daher anhand nummerischer Kriterien fiir das betrachtete Netzgebiet.

GL = {pg,i | Vie Iflex *Sig — Sip > Slim,]} (426)

Alle verbleibenden Flex-Generatoren, die keinen Einfluss auf eine Grenzwertverletzung haben,
werden ebenfalls einer Gruppe zugeordnet.

Gr = {pg | Vi€ Gr,Gy,G,} (4.27)

Es kann prinzipiell davon ausgegangen werden, dass die Auswirkungen von Grenzwertver-
letzungen kritischer sind, wenn sie groere Netzbereiche betreffen. Je groRer der betroffene Netz-
bereich, desto hoher ist tendenziell auch die Anzahl der Flex-Generatoren mit einem relevanten
Einfluss auf die Grenzwertverletzung. Falls Flex-Generatoren aufgrund von mehreren Grenzwert-
verletzungen auch mehreren Gruppen zugeordnet werden, verbleiben sie daher in der Gruppe mit
der hochsten Anzahl an Elementen und werden aus allen anderen entfernt. Somit ist jeder Flex-
Generator eindeutig einer Gruppe zugeordnet.

AbschlieBend werden zusatzliche Nebenbedingungen generiert, um das Verhalten der Flex-
Generatoren innerhalb der Gruppen im Rahmen der OPF-Berechnung zu koppeln. Fur eine
gleichmaRige Aufteilung der Netzkapazitat innerhalb einer Gruppe mussen die Wirkleistungs-
variablen pg; aller Flex-Generatoren den gleichen Wert annehmen. Dies wird durch zusatzliche
Gleichheitsbedingungen realisiert. Alternativ I&sst sich durch zusétzliche Verteilungsfaktoren /;
innerhalb der Gleichheitsbedingungen eine abweichende relative Aufteilung zwischen den ein-
zelnen Flex-Generatoren einer Gruppe vorab definieren. Die Verteilungsfaktoren sind dabei prin-
zipiell frei parametrierbar. Im Rahmen der Arbeit wird der diskriminierungsfreie Ansatz
4 = 1V i € Iy, verfolgt.

Der Ablauf der sensitivitatsbasierten Gruppenbildung wird mit Hilfe von Abbildung 24 nochmals
grafisch zusammengefasst.
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Abbildung 24: Ablaufdiagramm sensitivitatsbasierte Gruppenbildung

4.2.3 Netzkapazitatskorridor

Zur Berechnung der Netzkapazitatskorridore fiir einen oder mehrere Netzverkniipfungspunkte
von flexiblen Anlagen werden die vorgestellten Verfahren zur Berechnung und Aufteilung der
Netzkapazitat in einen Ubergeordneten Algorithmus eingebunden. Dabei erfolgt die Berechnung
der Netzkapazitatsgrenzen sequenziell fiir jeden Zeitschritt und ggf. iterativ flir mehrere Flex-
Generatoren in einem Netzgebiet. Eine Ubersicht zum Algorithmus liefert Abbildung 25.
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Abbildung 25: Ablaufdiagramm Netzkapazitétskorridor

Alle Zeitschritte nein

berechnet?

Das Netzmodell wird aus den vorhandenen Netzdaten und den Informationen zu den flexiblen
Anlagen (Netzverkniipfungspunkte etc.) erzeugt und mit den zusatzlich generierten Wirk- und
Blindleistungszeitreihen der unflexiblen Einspeiser und Lasten parametriert. Alle unflexiblen

Einspeisungen und Lasten werden als positive und negative ,,Lasten” im Sinne der Standard OPF-
Formulierung (vgl. Abschnitt 4.2.1.1) modelliert. Es kann sich dabei um Leistungszeitreihen von
Ortsnetzstationen und grundsatzlich unflexiblen MS-Anlagen handeln, aber auch um Leistungs-
zeitreihen von unflexiblen Teilprozessen des Anlagenmodells aus Abschnitt 4.1. Bei der spateren
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Kopplung der Modelle ist lediglich darauf zu achten, welche Anteile der resultierenden Leistungs-
zeitreihe einer Anlage bei der Bestimmung der Netzkapazitatsgrenzen bereits beriicksichtigt
wurden (siehe Pg in Abbildung 21). Im Anschluss an die Parametrierung des Netzmodells mit den
unflexiblen Wirk- und Blindleistungszeitreihen werden alle Initialisierungsoperationen ausge-
flhrt, die unabhéngig vom jeweiligen Zeitschritt k sind, wie z. B. das Aufstellen der Sensitivitats-
matrix.

Zu Beginn des zeitreihenbasierten Berechnungsablaufs wird eine Leistungsflussberechnung
durchgefuhrt. Die Ergebnisse werden im Rahmen der sensitivitatshasierten Gruppenbildung zu-
néchst auf Grenzwertverletzung gepriift und die vorhandenen Flex-Generatoren entsprechend
ihres Einflussbereichs in Gruppen zusammengefasst (vgl. Abschnitt 4.2.2.2). AnschlieRend
werden die Flex-Generatoren gemaR Tabelle 2 parametriert.

Ausgehend vom Netzzustand, der sich durch die unflexiblen Lasten und Einspeiser einstellt, wird
zunachst die obere Netzkapazitatsgrenze fur alle Flex-Generatoren durch OPF-Berechnungen be-
stimmt. Da die Netzkapazitatsgrenzen gemal der sensitivitatsbasierten Gruppenbildung nicht un-
bedingt fiir alle Flex-Generatoren gleich ausfallen (vgl. Abschnitt 4.2.2.2), sind hierflr ggf.
mehrere Iterationen erforderlich. Die Ergebnisse jeder OPF-Berechnung werden hinsichtlich der
Sensitivitaten der einzelnen Flex-Generatoren auf die begrenzenden Netzparameter geprift. Die
Leistungswerte aller Flex-Generatoren, die durch die OPF-Berechnung ihre obere Netzkapazitats-
grenze gemal der in Abschnitt 4.2.2.2 definierten Kriterien erreicht haben, werden gespeichert
und die entsprechenden Flex-Generatoren aus dem Netzmodell entfernt. Damit der Einfluss auf
die Netzauslastung in der ndchsten Iteration fur die verbleibenden Flex-Generatoren dennoch be-
ricksichtigt wird, werden die Leistungswerte als konstante ,,Lasten (pq;i, qq,i) im Netzmodell hin-
zugefigt. Falls die obere Netzkapazitatsgrenze noch nicht fiir alle vorhandenen Flex-Generatoren
bestimmt wurde, erfolgt eine weitere Iteration. Nach jedem lterationsschritt reduziert sich somit
die Anzahl der verbleibenden Flex-Generatoren, bis die oberen Netzkapazitatsgrenzen fur alle
Flex-Generatoren bestimmt wurden. Nach der Berechnung aller oberen Netzkapazitatsgrenzen
wird die Berechnung der unteren Netzkapazitatsgrenzen durchgefiihrt. Der Ablauf erfolgt grund-
satzlich analog, lediglich die Parametrierung der Flex-Generatoren wird gemall Tabelle 2
angepasst. Der beschriebene Ablauf wird in Abbildung 53 in Anhang 9.2 anhand eines einfachen
Beispiels fiir die Berechnung der Netzkapazitatsgrenzen an mehreren Netzverkniipfungspunkten
nochmals grafisch veranschaulicht.

Der Berechnungsablauf wird ab der Leistungsflussberechnung des Ausgangszustandes fir alle
Zeitschritte k£ € K des gesamten Betrachtungszeitraums wiederholt (vgl. Abbildung 25). Da die
Berechnungen fir jeden Zeitschritt unabhéngig sind, 1&sst sich der Algorithmus sehr gut paralleli-
sieren. Die Berechnungszeit reduziert sich bei einer steigenden Anzahl von Prozessorkernen
damit deutlich.
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4.3 Gesamtmethode
4.3.1 Ubersicht

Die Gesamtmethode bildet die Vorgehensweise zur Analyse und Bewertung des netzdienlichen
Flexibilitatseinsatzes aus Anlagen- und Netzperspektive ab. Die in den vorherigen Abschnitten
vorgestellten Modelle und Berechnungsverfahren bilden den automatisierten Kern der Gesamt-
methode (Netzmodell und Anlagenmodelle). Sie missen jedoch noch entsprechend zwischen den
Verfahren zur Aufbereitung der Eingangsdaten und den Verfahren zur Auswertung der Ergeb-
nisse eingebettet werden. Eine Ubersicht zur Gesamtmethode liefert Abbildung 26.
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Abbildung 26: Ubersicht zur Gesamtmethode

Zu Beginn der Analyse werden allgemeine, modellibergreifende Rahmenbedingungen und An-
nahmen festgelegt, damit eine konsistente Szenarienentwicklung und anschlielfende Modell-
parametrierung erfolgen kann. Dies umfasst die Auswahl des zu untersuchenden Netzgebietes mit
den dort vorhandenen Anlagen und die Festlegung des zeitlichen Horizontes inklusive der zu
betrachtenden Stitzjahre. Auf Basis der allgemeinen Festlegungen werden die erforderlichen
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Netz-, Anlagen-, Markt- und Regelwerksdaten aufbereitet und spezifische Szenarien entwickelt.
Auf Basis der Szenarien erfolgt anschlielend die Parametrierung der Modelle.

Mit dem parametrierten Netzmodell erfolgt die Berechnung der Netzkapazitatsgrenzen an den
Netzverknupfungspunkten der relevanten Anlagen, ohne den Einfluss der Flexibilitdtsoptionen
zu bertcksichtigen. Parallel wird eine Anlagenoptimierung ohne die Berticksichtigung von Netz-
restriktionen durchgefiihrt. Auf diese Weise erhélt man den marktorientierten Fahrplan der An-
lage mit den zugehorigen Kosten bzw. Erlosen. Anschlielend erfolgt die Priifung, ob durch den
Anlagenfahrplan Uberschreitungen der Netzkapazitatsgrenzen verursacht werden. Falls hierbei
keine Grenzwertverletzungen auftreten, sind auch keine Anpassungen der Anlagenfahrpléane er-
forderlich. Falls es zu Grenzwertverletzungen kommt, wird die Anlagenoptimierung unter Be-
riicksichtigung der Netzrestriktionen wiederholt. Durch die VVorgabe des Netzkapazitatskorridors
wird sichergestellt, dass die Grenzwertverletzungen tatsachlich behoben und nicht nur zeitlich
verschoben werden. Weitere Iterationen sind daher nicht erforderlich.

Im Zuge der Bewertung lassen sich die Kosten fiir die netzdienliche Anlagenfahrweise aus der
Differenz der beiden Anlagenoptimierungen bestimmen. Diese werden wiederum in der netz-
seitigen Kostenbewertung beriicksichtigt. Dartiber hinaus werden die technischen Auswirkungen
flr den Anlagen- und Netzbetreiber bewertet. Auf Basis der Auswertungen lassen sich schlie3lich
technische und wirtschaftliche Aussagen zum netzdienlichen Anlageneinsatz aus Sicht des
Anlagen- und des Netzbetreibers ableiten und mit den Handlungsalternativen vergleichen.

4.3.2 Initialisierung, Datenaufbereitung und Szenarienentwicklung

Die Festlegung grundsétzlicher Annahmen sowie die Datenaufbereitung und Szenarienent-
wicklung sind integrale Bestandteile jeder Planungsaufgabe. Die getroffenen Annahmen und die
entwickelten Szenarien werden in Kapitel 5 anhand der untersuchten realen Mittelspannungsnetze
vorgestellt. Die Methode zur Szenarienentwicklung und Regionalisierung basiert auf der Vorge-
hensweise in [26].

4.3.3 Bewertungsverfahren

Im Rahmen der technischen Bewertung wird der Flexibilitatsbedarf des Netzes hinsichtlich der
relevanten, in Abschnitt 2.3.8 beschriebenen, Flexibilitatskenngréen (Leistung, Energie, Orts-
abhangigkeit, Auftrittshaufigkeit) mit Hilfe unterschiedlicher Darstellungsformen anschaulich
ausgewertet (siehe Kapitel 5). Anschlielend wird bewertet, inwiefern der netzdienliche Bedarf
durch die unterschiedlichen Flexibilitdtsoptionen gedeckt werden kann.

Fur alle technisch zuldssigen Varianten stellen letztendlich die entstehenden Kosten die entschei-
dende VergleichsgroRRe fir die Gesamtbewertung dar, da alle Konzepte zur Einbindung netz-
dienlicher Flexibilitatsoptionen, die auf einer freiwilligen Partizipation basieren, 6konomische
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Vorteile fiir die beteiligten Akteure beinhalten oder zumindest kostenneutral ausfallen mussen.
Die Vorgehensweise zur Kostenbewertung wird nachfolgend detaillierter beschrieben.

4.3.3.1 Opportunitatskosten des Anlagenbetreibers

Aus Sicht des Anlagenbetreibers entsteht durch das netzvertragliche bzw. netzdienliche Verhalten
(vgl. Abbildung 21) eine Abweichung vom eigentlichen, betriebswirtschaftlich-optimierten An-
lagenfahrplan. Die Differenz der Gesamtkosten mit Netzrestriktionen K,,;; v Und ohne Netzrest-
riktionen K. nz flr den vollstandigen Betrachtungszeitraum stellt die Gesamtkosten K, fur
die Opportunitat des Anlagenbetreibers bei der Beriicksichtigung von Netzrestriktionen dar
(4.28).

Kopp = Kmit Nk — Konne nr (428)

Die Opportunitatskosten kdnnen als Mindestbetrag interpretiert werden, die der Netzbetreiber an
den Anlagenbetreiber zahlen muss, damit die Netzdienlichkeit keine negativen wirtschaftlichen
Folgen hat. Dartiber hinausgehende Zahlungen kénnen eine deutlich héhere Anreizwirkung ent-
falten, allerdings sind sie letztendlich vollstandig abhéngig von der Ausgestaltung des jeweiligen
Anreizkonzeptes und kdnnen nicht unabhédngig davon beziffert werden.

4.3.3.2 Kostenbewertung des Netzbetreibers?

Die wirtschaftliche Bewertung der unterschiedlichen Handlungsoptionen (Netzausbauvarianten)
des Netzbetreibers muss flr verschiedene Technologien mit unterschiedlichen Einfliissen auf die
Kostenbestandteile vergleichbar erfolgen. Hierfur werden die Investitionen in zusétzliche Primar-
technik, Sekundéartechnik und Kommunikationssysteme anhand der Nettobarwerte im Basisjahr
verglichen. Die ermittelten Opportunitatskosten des Anlagenbetreibers flieBen dabei als jahrliche
Entschadigungszahlungen in die Kostenbewertung des Netzbetreibers ein.

Die Preisentwicklungen der unterschiedlichen Betriebsmittel wurden unter Berticksichtigung von
Herstellerangaben und Literaturwerten bestimmt. Darlber hinaus wurden insbesondere fiir neue
Technologien (dezentrale Netzautomatisierung (DNA), Einzelstrangregler (ESR) und regelbare
Ortsnetztransformatoren (rONT)) individuelle techno-6konomische Modelle verwendet, die so-
wohl Technologiespriinge als auch sinkende Herstellungskosten durch héhere Stiickzahlen be-
ricksichtigen [26]. Die Preisannahmen wurden durch Praxiserfahrungen und Einschéatzungen
mehrerer Netzbetreiber validiert. Die allgemeine Inflation wurde in die Eingangsdaten nicht hin-
eingerechnet, so dass eine unabhangige Betrachtung mdglich ist. Die Investitionskosten fur die

3 Der nachfolgende Abschnitt wurde bereits in [V] und [VI] veréffentlicht. Zur besseren Einbindung
wurden geringfuigige Anpassungen vorgenommen.
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unterschiedlichen Technologien sowie die Lebensdauern, Betriebskosten und Preisentwicklungen
werden in [26] aufgeflhrt.

In die wirtschaftliche Bewertung flieRen alle InvestitionsmalRnahmen (CAPEX) ein, die aufgrund
der Szenarien der Versorgungsaufgabe erforderlich werden. In den Planungsvarianten erfolgt der
Ausbau fur mehrere Stitzjahre ¢ € Tg,;,.. Wann eine Investition zwischen zwei Stlitzjahren tat-
séchlich erfolgen muss, héngt von der Entwicklung der Versorgungsaufgabe innerhalb dieses
Zeitraums ab und I&sst sich durch die diskreten Betrachtungszeitpunkte nicht exakt abbilden. Die
Ausbaumalinahme muss allerdings spétestens zum relevanten Stutzjahr umgesetzt sein, um den
Anforderungen des Szenarios gerecht zu werden. Aufgrund der erforderlichen Vorlaufzeit fir
Planung, Projektierung und Umsetzung aller MalRnahmen werden die Investitionsjahre jeweils
zwei Jahre friiher angesetzt. Der Betrachtungszeitraum wird durch das Basisjahr ¢z, und das
Zieljahr ¢, eingeschrankt. Es wird eine zyklische Erneuerung entsprechend der typischen
Lebensdauern von bestimmten Betriebsmitteln angenommen. Ebenso werden die jahrlich
anfallenden Betriebskosten (OPEX) bis zum Zieljahr betrachtet. Hierzu z&hlen auch die
Entschadigungszahlungen fiir netzdienliche Flexibilitdtsoptionen. Zwischen den berechneten
Stitzjahren werden die Kosten fiir die Entschadigungszahlungen linear interpoliert. Die Rest-
werte RW der Investitionen im Zieljahr flieBen als Gutschrift in den Barwert BW des Basisjahrs
ein. Der Kalkulationszinssatz wird auf Basis der Vorgaben aus der Anreizregulierungs-
verordnung, in der auch eine Aufteilung nach Eigen- und Fremdkapital berticksichtigt wird, auf
z = 4,4 % festgelegt [94]. Durch die Diskontierung auf das Basisjahr werden die unterschiedlichen
Investitionsjahre in den Planungsvarianten vergleichbar anhand der Nettobarwerte (vgl. (4.29)).

tziel
Z (CAPEXt + OPEXt) RWtziel

(1 + Z)f—tBasis - (1 + Z)tZiEl_tBasis (429)

B WtBasis -

t=tpasis
Die konkreten Kostenannahmen fiir die wirtschaftlichen Bewertungen im Rahmen dieser Arbeit
werden im Anhang 9.1 aufgefuihrt. Kosten fiir die zyklische Erneuerung des Bestandsnetzes wer-
den in der Wirtschaftlichkeitsbetrachtung nicht berticksichtigt, da dieser Ausbaubedarf unab-
héngig von den Szenarien des EE-Ausbaus anfallt.

4.3.4 Einsatz alternativer Anlagenmodelle

Der modulare Aufbau der Gesamtmethode eignet sich auch fir die Einbindung alternativer
Anlagenmodelle, die ggf. einzelne Aspekte komplexer Prozesse genauer abbilden kdnnen, als das
in Abschnitt 4.1 vorgestellte generische Optimierungsmodell. Die im Netzmodell berechneten
Netzkapazitatsgrenzen lassen sich als zusétzliche Betriebsrestriktion in bestehenden Anlagen-
modellen integrieren und ermdglichen somit eine einfache Mdglichkeit zur Bericksichtigung
lokaler Netzrestriktionen im Anlagenbetrieb. Diese Option wurde fir die Analysen in mehreren
wissenschaftlichen Publikationen genutzt [V][VI][VH][X].
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4.3.5 Grenzen der Modelle und Methoden

Die Aufteilung des physikalischen Gesamtsystems, bestehend aus Netzinfrastruktur und Anlagen,
in zwei separate Modelle, erfolgt aus den in Abschnitt 3.3 aufgefuhrten Grinden. Diese grund-
sétzliche Trennung sowie die Vereinfachungen innerhalb der Modelle grenzen die Aussagekraft
auf spezifische Untersuchungsfragen ein. Die wesentlichen Vereinfachungen innerhalb der
Modelle sowie bei deren Einbindung in die Gesamtmethode werden daher nachfolgend diskutiert.

Bei der Modellierung der Anlagen wurde ein Ansatz gewahlt, der Flexibilitdtsoptionen
technologieubergreifend mit einem einheitlichen Modell abbildet. Mit dieser Allgemeingultigkeit
gehen gleichzeitig Vereinfachungen bei der Modellierung realer Anlagen einher. Insbesondere
die Linearisierung von nichtlinearen Prozessen und GroRen (Speicherverluste, Teillastwirkungs-
grade etc.) fuhrt zu Abweichungen des Modells vom realen Betriebsverhalten einer Anlage. Eine
weitere Einschrankung des Anlagenmodells ergibt sich durch den grundsétzlichen Ansatz, das
Betriebsverhalten durch die Losung eines mathematischen Optimierungsproblems zu bestimmen.
Der Anlagenbetreiber wird dabei als Homo Oeconomicus verstanden. Mit diesem Ansatz erhalt
man zwar die optimale Betriebsweise innerhalb der Nebenbedingungen, jedoch vernachléssigt
dieser Ansatz eine vom mathematischen Optimum abweichende Einflussnahme des Anlagen-
betreibers durch sonstige, nicht-monetéare, Beweggriinde. Die tatséchlichen Flexibilitatspotentiale
werden dadurch tendenziell leicht iberschatzt.

Des Weiteren erfolgt fur jede Anlage eine eigenstandige Optimierung. Es findet keine Uber-
greifende Optimierung von mehreren Anlagen innerhalb eines Anlagenpools (z. B. eines
Virtuellen Kraftwerks) statt. Hierflir wére die Abbildung eines vollstandigen Anlagenpools bzw.
eines Bilanzkreises erforderlich. Diese lassen sich jedoch nicht sinnvoll auf einzelne Mittel-
spannungsnetze begrenzen. Auch wenn das Anlagenmodell prinzipiell geeignet ist, um mehrere
Anlagen gemeinsam zu optimieren, (bersteigt die erforderliche Abbildung der Einflisse auf
deutschlandweit verteilte Anlagen in einem realistischen Anlagenpool eines Virtuellen
Kraftwerks den Betrachtungsbereich dieser Arbeit.

Die Berechnung der Netzkapazitatsgrenzen unterliegt ebenfalls gewissen Vereinfachungen. Die
Netzkapazitatsgrenzen sind Grenzwerte fur die Einspeisung und Entnahme von Wirkleistung
unter der Annahme eines konstanten Leistungsfaktors. Die Auswirkungen eines vorgelagerten,
netzdienlichen Blindleistungsmanagements im Falle von Grenzwertverletzungen werden dadurch
nicht beriicksichtigt. Des Weiteren wird bei der Modellierung des Netzes die Kenntnis aller
passiven (nicht-flexiblen) Einspeisungen und Entnahmen vorausgesetzt. Die Qualitét der verwen-
deten Zeitreihen als Eingangsdaten hat einen starken Einfluss auf die Qualitét der Ergebnisse (vgl.
Abbildung 14). In der Realitét ergeben sich diesbeziglich natirlich weitere Fragen hinsichtlich
der Genauigkeit einer Netzzustandsschatzung und der Netzzustandsprognose. Weiterhin wird
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auch fur die Anlagenoptimierung von perfekten Prognosen fir die erforderlichen Eingangs-
parameter ausgegangen, welche unter realen Gegebenheiten nicht erreicht werden.

Der methodische Ansatz zur Aufteilung der Netzkapazitdt auf mehrere Anlagen folgt der
Annahme, dass alle Flexibilitatsoptionen die insgesamt zur Verfugung stehende Netzkapazitét
auch stets gleichzeitig maximal ausnutzen wollen. Dies ist zum einen dadurch begriindet, dass
globale Marktsignale die gleichen Anreize fur mehrere Flexibilitatsoptionen innerhalb eines Netz-
gebietes liefern und es somit zu einer erhdhten Gleichzeitigkeit von flexiblen Anlagen kommt.
Zum anderen folgt es der gangigen Worst-Case-Logik der Netzplanung. Falls jedoch nicht alle
Anlagen den Netzkapazitatskorridor vollstdndig ausschopfen konnen (z. B. aufgrund interner
Restriktionen), werden andere Anlagen innerhalb des Netzgebietes unndtig stark eingeschrénkt.

Zusétzlich zu den modellspezifischen Unsicherheiten, existieren natiirlich auch die allgemeinen
Unsicherheiten bei der Planung von Netzen flr zukinftige Versorgungsaufgaben. Die Ent-
wicklung der Versorgungsaufgabe unterliegt vielfaltigen Einflussen. Die zukinftigen Anfor-
derungen an die Netze lassen sich daher nicht genau prognostizieren sondern lediglich im Rahmen
von Szenarien untersuchen. Insgesamt miissen die Grenzen, Vereinfachungen und Annahmen der
Methoden und Modelle sowohl bei der Bewertung der Ergebnisse als auch bei der Prifung von
weiteren Anwendungsmoglichkeiten stets berlicksichtigt werden.

Die aufgefiihrten Grenzen der Modelle und Methoden zeigen bereits ein weiteres Verbesserungs-
potential fiir Folgeuntersuchungen auf. Nichtsdestoweniger lassen sich die in der Zielstellung der
Arbeit formulierten Fragestellungen auf Basis der entwickelten Ansédtze mit hinreichender
Genauigkeit untersuchen.






5 Anwendung auf reale Mittelspannungsnetze

In diesem Kapitel wird die zuvor vorgestellte Gesamtmethode auf zwei reale Mittelspannungs-
netze in Deutschland angewandt. Es werden zunéchst die ausgewahlten Netzgebiete sowie die
Szenarien zur Entwicklung der Versorgungsaufgabe vorgestellt. AnschlieBend werden die fiir
eine Detailanalyse interessanten Netzbereiche sowie die dort vorhandenen Flexibilitatsoptionen
identifiziert. Auf Basis der ausgewahlten Anlagen- und Netzkonstellationen wird die Parametrie-
rung der einzelnen Modelle vorgestelit.

AnschlieBend erfolgen die quantitativen Analysen und die Bewertungen der Ergebnisse. Hierbei
wird zundchst auf die Entwicklung der Netzkapazitédt und den netzdienlichen Flexibilitatsbedarf
zur Behebung von Grenzwertverletzungen eingegangen. Des Weiteren werden die Auswirkungen
der netzdienlichen Flexibilitatsbereitstellung auf den Betrieb und die Energieversorgungskosten
der Anlagen betrachtet. Die daraus abgeleiteten Opportunitatskosten flieRen dann in die wirt-
schaftliche Bewertung der netzdienlichen Flexibilitatsnutzung ein. Auf Basis von zusétzlich aus-
gearbeiteten Planungsvarianten werden dann die Handlungsoptionen des Netzbetreibers
miteinander verglichen. Abschlieend werden zur Validierung der gewonnenen Erkenntnisse die
Einflisse unterschiedlicher Wetterjahre sowie die Ortsabhangigkeit durch ergidnzende Sensiti-
vitatsanalysen untersucht.

5.1 Netze und Versorgungsaufgaben
5.1.1 Vorstellung der Netzgebiete
5.1.1.1 Netzgebiet A

Im ersten betrachteten Netzgebiet (Netzgebiet A) werden auf einer Flache von 54 km?2 ca. 24.000
Einwohner mit elektrischer Energie versorgt. Im Versorgungsgebiet lassen sich sowohl dicht be-
siedelte, stadtische Bereiche als auch diinn besiedelte landliche Bereiche identifizieren
(Abbildung 27). Des Weiteren sind mehrere mittelstandische Industrie- und Gewerbebetriebe im
Versorgungsgebiet angesiedelt. Das 10 kV-Netz hat eine Gesamtlange von 142 km mit einem
Verkabelungsgrad von 89 % und wird aus drei Umspannwerken (UW) gespeist. Die beiden Um-
spannwerke in den Aulenbezirken (UW 2 und UW 3) versorgen zusétzlich das angrenzende
Netzgebiet eines benachbarten Netzbetreibers. Die HS/MS-Transformatoren in den drei Um-
spannwerken haben eine Bemessungsleistung von S, 7. =45 MVA (UW1), S, 7 =40 MVA
(UW2) und S,. 7, = 30 MVA (UWS3) und sind aus Redundanzgriinden jeweils doppelt ausgefiihrt.
Die Netztopologie ist Giberwiegend als offen-betriebenes Ringnetz ausgefihrt. Wie flr historisch
gewachsene Netze (blich, finden sich allerdings auch einzelne Stich-, Dreibein- und Gegen-
stationsstrukturen.
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Es werden 67 Mittelspannungskunden mit einer jahrlichen Entnahme Ejs > 100 MWh/a sowie
rund 180 Ortsnetzstationen versorgt. Weiterhin existieren drei Windenergieanlagen mit einer
summierten installierten Leistung von Py, = 11,5 MW, drei Wasserkraftanlagen mit einer
installierten Leistung von Py, = 1,8 MW sowie PV-Anlagen mit einer installierten Leistung von
insgesamt Pp;, = 3,6 MW. Die PV-Leistung verteilt sich abgesehen von zwei groBen MS-Anlagen
tiberwiegend auf eine Vielzahl kleinerer Dachanlagen in der Niederspannungsebene.
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Abbildung 27: Topologie des 10 kVV-Mittelspannungsnetzes (Netzgebiet A)
5.1.1.2 Netzgebiet B

Das zweite betrachtete Netzgebiet (Netzgebiet B) ist ein Mittelspannungsnetz mit einer Nenn-
spannung von U, = 20 kV im landlichen Raum. Das Versorgungsgebiet umfasst eine Flache von
ca. 115 km? mit 12.500 Einwohnern, die sich auf einzelne kleinere Ortschaften und mehrere Bau-
ernhofe verteilen. Die Gesamtlédnge des Netzes betrégt ca. 125 km mit einem Verkabelungsgrad
von 60 %. Ahnlich wie in Netzgebiet A lassen sich, neben den offen-betriebenen Ringstrukturen,
auch weitere topologische Elemente (Stich- und Gegenstationseinbindung) identifizieren (vgl.
Abbildung 28). Die Anbindung an das Hochspannungsnetz erfolgt Gber einen Transformator mit
einer Bemessungsleistung von .7, =40 MVA und einen Reservetransformator —mit
S, - =16 MVA, der die (n-1)-sichere Versorgung flr die Lasten sicherstellt, jedoch keine (n-1)-
sichere Anbindung der bereits vorhandenen DEA ermdglicht.

Die Uberwiegende Anzahl der Netznutzer sind Haushaltskunden sowie einige gewerbliche und
landwirtschaftliche Betriebe, die sich auf insgesamt 140 Ortsnetzstationen (ONS) verteilen. Das
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Netzgebiet B ist bereits heute durch die installierte Photovoltaikleistung in Hohe von
Ppy=31,4 MW sowie durch Biomasseanlagen (Pz.4 = 3,9 MW) gepragt. Wasserkraftanlagen
spielen mit insgesamt Py, = 60 kW eine untergeordnete Rolle und Windenergieanlagen sind
nicht vorhanden.

Power-to-Gas-Anlage

AN

Umspannwerk Photovoltaikanlage (>500 kW)
Leitung - Biomasseanlage (>500 kW)
Wasserkraftanlage |

Abbildung 28: Topologie des 20 kVV-Mittelspannungsnetzes (Netzgebiet B)

5.1.2 Szenarien der Versorgungsaufgabe

Um die zukinftigen Anforderungen an die Netze bestimmen zu kdnnen, werden Szenarien fir die
zukunftige Entwicklung der Versorgungsaufgabe abgeleitet. Der Betrachtungshorizont reicht bis
zum Jahr 2035 mit einer zusatzlichen Betrachtung fiir das Stitzjahr 2025. Die wesentliche
Herausforderung flr beide Netzgebiete liegt dabei in der Integration der Erneuerbaren Energien.
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In einem Top-down-Verfahren werden zunachst deutschlandweite Ausbauszenarien auf das Ver-
sorgungsgebiet regionalisiert. Um die Ausbaupotentiale fur Wind-, PV-, Wasserkraft- und
Biomasse-Anlagen auf die einzelnen Bereiche im Netz zu verteilen, wird in einem zweiten Schritt
eine Bottom-up-Analyse der Potentiale im Netzgebiet (Windvorrangflachen, PV-Dachflachen-
potentiale etc.) durchgefuhrt. Hierdurch lassen sich mdgliche Netzverknlpfungspunkte fiir
diskrete Anlagen auf Basis der lokalen Gegebenheiten ermitteln. Die Szenarienentwicklung und
Regionalisierung wird fiir Netzgebiet A in [VI] detailliert beschrieben.

Abbildung 29 zeigt die Ausbauszenarien fir die dezentralen Erzeugungsanlagen in den Netz-
gebieten, welche in der NS- und MS-Ebene angeschlossen werden. Der Ausbau in Netzgebiet A
wird dominiert durch Windenergieanlagen und verteilte Dachflachenphotovoltaik. In Netz-
gebiet B kommt es, aufgrund restriktiver Abstandsregelungen fir den Bau von Windenergie-
anlagen, insbesondere zu einem weiteren Zubau von Photovoltaikanlagen. Die Potentiale fiir die
weiteren Erzeugungstechnologien sind jeweils verhéltnisméRig gering und kdnnen tiberwiegend
durch Repowering-MalRnahmen bestehender Anlagen realisiert werden.
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Abbildung 29: Szenarien fiir den Ausbau dezentraler Erzeugungsanlagen in der NS- und MS-Ebene

Bei der allgemeinen Lastentwicklung wird von zwei gegenldufigen Trends ausgegangen. Zum
einen werden bestehende elektrische Anwendungen immer effizienter und bendétigen weniger
Energie und zum anderen fihrt eine zunehmende Elektrifizierung von Prozessen und
Anwendungen (u. a. auch die zunehmende Elektromobilitét) zu einer allgemeinen Steigerung des
elektrischen Energiebedarfs [110]. Im Rahmen dieser Arbeit wird fiir den Betrachtungszeitraum
und die ausgewéahlten Netzgebiete von zwei sich kompensierenden Entwicklungen ausgegangen,
so dass keine Anderung der allgemeinen Lasten zwischen den Stiitzjahren hinsichtlich der Netz-
planung angenommen wird. Der punktuelle Zubau zusatzlicher Lasten mit einem NVP in der
Mittelspannungsebene (z. B. Power-to-Gas-Anlagen oder Batteriespeicher) wird im Rahmen der
Anlagenszenarien betrachtet.
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5.1.3 Parametrierung der Netzmodelle

Die in Abbildung 27 und Abbildung 28 dargestellten Netze werden unter Berlicksichtigung der
jeweils verwendeten Kabel- und Freileitungstypen und der Schaltzustande im Normalbetrieb in
einem Netzberechnungsprogramm modelliert. Die Einstellung der Spannungssollwerte an den
Sammelschienen der Umspannwerke und die Festlegung der einzuhaltenden Grenzwerte erfolgt
auf Basis der spezifischen Planungspramissen, mit denen die Netze ausgelegt wurden.

Der Spannungsregler im Umspannwerk wird nicht explizit abgebildet, sondern die Sammel-
schienenspannung in Hohe des konstanten Sollwertes angenommen. Die Toleranz des Stufens-
tellers wird stattdessen von den Ober- und Untergrenzen des zuldssigen Spannungsbands fir die
Mittelspannung abgezogen. Die maximal zuléssige Leitungsauslastung I/l =100 % bzw. die
maximal zuldssige Transformatorauslastung S/S; = 100 % wird mit Blick auf die obere Netz-
kapazitatsgrenze (Grenze fir zusétzliche DEA-Einspeisung) festgelegt, die im Rahmen der
Analyse von besonderer Relevanz ist. Fur die Einbindung von DEA ist keine (n-1)-sichere
Netzplanung erforderlich (vgl. Abschnitt 3.2.2.1), so dass keine weitere Reserve fiir eine
Umschaltung im Fehlerfall eingeplant werden muss. Die Grenzwerte und Annahmen fiir die Netz-
gebiete A und B werden in Tabelle 3 zusammengefasst.

Tabelle 3: Grenzwerte und Annahmen

Netzgebiet A Netzgebiet B
Sollwert Sammelschienenspannung (Uson) 103 % 101 %
Toleranz Stufenschalter UW-Trafo +/-1% +/-1%
Zuldssiges Spannungshband MS (U/U,) 96 % - 106 % 95 % - 106 %
Maximale Leitungsauslastung (1/1y) 100 % 100 %
Maximale Transformatorauslastung (S/S;) 100 % 100 %

Die zeitreihenbasierte Netzberechnung erfolgt in viertelstindlicher Aufldsung fiir den Betrach-
tungszeitraum eines vollstdndigen Jahres. Somit konnen sowohl tageszeitliche, wochentags-
abhangige als auch saisonale Unterschiede in der Netzauslastung identifiziert werden. Die
Datenbasis und Annahmen zur Erzeugung der knotenscharfen verwendeten Wirk- und Blind-
leistungszeitreihen flr die Parametrierung der Netzmodelle wird in Tabelle 4 zusammengefasst.

Tabelle 4: Datenbasis und Annahmen der verwendeten Zeitreihen

Wirkleistungszeitreihe Blindleistungszeitreihe
Mittelspannungskunden (Lasten) RLM-Messzeitreihen cos(p) = 0,95ind.
Ortsnetzstationen (Lasten) Standardlastprofile (skaliert) cos(p) = 0,95
Erzeugungsanlage (Einspeiser) RLM-Messzeitreihen (skaliert) cos(p) = 0,95ind

Weitere Ausfiihrungen zur Giite der verwendeten Zeitreihen finden sich in Abschnitt 3.2.2.2.
5.1.4 ldentifikation kritischer Netzbereiche

Um den Modellierungs- und Berechnungsaufwand fir die detaillierte Analyse der relevanten
Flexibilitdtsoptionen einzugrenzen, werden im Rahmen einer Voranalyse zunichst relevante
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Netzbereiche und dort vorhandene Flexibilitatsoptionen identifiziert. Hierfur werden auf Basis
der Worst-Case-Betriebspunkte fir beide Netzgebiete und jedes Stiitzjahr Netzbereiche ermittelt,
in denen es zu Spannungsbandverletzungen und Betriebsmitteltberlastungen kommen kann.

Die Bestimmung der auslegungsrelevanten Betriebspunkte hat per Definition einen signifikanten
Einfluss auf das Ergebnis der Netzplanung. Bei der konventionellen Netzplanung werden auf
Basis der vorhandenen Messwerte (UW-Messungen, einzelne RLM-Messungen und Schlepp-
zeigerwerte an den Ortsnetzstationen), sowie spezifischer Gleichzeitigkeitsfaktoren (GZF), die
maximale Last bei minimaler Einspeisung (Starklastfall) sowie die maximale Einspeisung bei
minimaler Last (Starkeinspeisefall) als Worst-Case-Betriebspunkte ermittelt. Die zeitreihen-
basierte Netzberechnung basiert hingegen auf synthetisch erzeugten, knotenscharfen Last- und
Einspeisezeitreihen, die im Rahmen dieser Arbeit auf Basis von Messwerten und Standard-
lastprofilen generiert werden (vgl. Abschnitt 3.2.2.2). Es stellt sich somit zundchst die Frage,
welche auslegungsrelevanten Betriebspunkte sich aus den erzeugten Zeitreihen fiir eine konven-
tionelle Netzberechnung ableiten lassen und flr welchen Betrachtungsbereich die ermittelten Be-
triebspunkte auslegungsrelevant sind.

Im Falle der untersuchten Netzgebiete und der entwickelten Szenarien ist insbesondere der Stark-
einspeisefall von Interesse. Exemplarisch werden die Jahreszeitreihen aller Netzknoten in Netz-
gebiet A fir das Stltzjahr 2035 hinsichtlich der folgenden Betriebspunkte ausgewertet:

e Zeitungleicher, knotenscharfer Starkeinspeisefall (Zeitpunkt mit hochster Einspeisung
bzw. geringster Last flr jeden Netzknoten)

o Zeitgleicher abgangsscharfer Starkeinspeisefall (Zeitpunkt mit héchster Summenriick-
speisung bzw. geringster Last eines Abgangs)

e Zeitgleicher, abgangsibergreifender Starkeinspeisefall (Zeitpunkt mit hchster Summen-
rickspeisung bzw. geringster Last des gesamten Netzgebietes)

Es wird jeweils eine Netzberechnung fir die ermittelten Betriebspunkte durchgefiihrt. Der
Ergebnisvergleich erfolgt anhand der Residuallast im Netzgebiet (Summe aller Lasten abziglich
der Summe aller Einspeisungen) und der resultierenden Grenzwertverletzungen in Tabelle 5.

Tabelle 5: Residuallast und Grenzwertverletzungen im Netzgebiet A in Abhéngigkeit der Methode zur
Bestimmung des Betriebspunktes Starkeinspeisung

zeitungleich, zeitgleich, zeitgleich,
knotenscharf  abgangsscharf  abgangsiber-
greifend
Residuallast im Netzgebiet [MW] -35,9 -30,9 -18,8
Knoten mit Spannungsbandverletzungen 62 26 24
Uberlastete Leitungslange [km] 1,98 0 0
Anzahl betroffener Abginge 4 2 2

Tabelle 5 zeigt, dass sich die Residuallast im Netzgebiet und die resultierenden Grenzwertver-
letzungen je nach Methode zur Bestimmung des Starkeinspeisefalls deutlich unterscheiden. Bei
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dem zeitungleichen, knotenscharfen Starkeinspeisefall handelt es sich um den theoretischen
Worst-Case-Betriebspunkt, unter der Annahme, dass die maximale Rilckspeisung gleichzeitig an
allen Knoten eintritt. Falls keine weiteren Informationen zur Gleichzeitigkeit von Einspeisung
und Last vorliegen, misste man diesen Betriebspunkt im Rahmen einer konventionellen Netz-
planung als auslegungsrelevant betrachten. Der weitere Vergleich zeigt jedoch, dass dieser
theoretische Worst-Case-Betriebspunkt aufgrund der Ungleichzeitigkeit im tatsachlichen Jahres-
verlauf nicht auftritt. Die Anzahl der Knoten mit einer Spannungsbandverletzung reduziert sich
um 58 % bei der Anpassung des auslegungsrelevanten Betriebspunktes auf den Worst-Case der
tatséchlich auftretenden Leistungsflusssituationen (zeitgleich, abgangsscharf). Ebenso reduziert
sich die Lénge der Uberlasteten Leitungen um 100 %. Insgesamt treten Grenzwertverletzungen
nur in zwei anstatt vier Abgangen auf. Die zeitgleiche, abgangslbergreifende maximale Riick-
speisung ist die tatsachlich auftretende Belastung zur Auslegung der Transformatoren fir den
Riickspeisefall. In diesem Beispiel kommt es jedoch in keinem der Falle zu Einschrankungen
hinsichtlich der Transformatorauslastung.

Der Vergleich der Ergebnisse zeigt bereits einen wesentlichen Vorteil bei der zeitreihenbasierten
Auslegung von Netzen, die Uber eine Netzzustandstberwachung verfligen. Trotz guter Gleich-
zeitigkeitsfaktoren muss bei der konventionellen Netzplanung immer eine Sicherheitsreserve
gegeniber den tatsachlich auftretenden Netzzustdnden eingeplant werden, da eine Beeinflussung
wéhrend des Betriebs nicht mehr maéglich ist. Hierdurch werden Netze fur Betriebspunkte ausge-
baut, die in der Realitat ggf. niemals auftreten. Bei der planerischen Auslegung mit Netzzustands-
tiberwachung und Zugriff auf Flexibilitatsoptionen, kann die Auslegung auf Basis der tatséchlich
auftretenden Betriebszustédnde erfolgen, da die Sicherheitsreserve in die betriebliche Zugriffs-
moglichkeit verschoben wird. Letztendlich wird der Netzausbaubedarf bereits dadurch reduziert,
dass die Netzzustande tiberwacht werden und die Option von Regelungseingriffen besteht, selbst
wenn diese nicht genutzt werden muss.

5.1.5 Identifikation relevanter Flexibilitatsoptionen

Aus der Voranalyse der Netzgebiete A und B gehen drei Netzbereiche mit Grenzwertverletzungen
hervor, die fir die Detailanalyse des netzdienlichen Einsatzes von Flexibilitatsoptionen von be-
sonderer Relevanz sind. Davon liegen zwei kritische Netzbereiche in Netzgebiet A und ein kriti-
scher Netzbereich in Netzgebiet B.

5.1.5.1 Netzbereich 1

Der erste kritische Netzbereich (NB 1) in Abbildung 30 liegt in Netzgebiet A und wird durch das
UW 3 versorgt (vgl. Abbildung 27). Es kommt zu Verletzungen des Spannungsbandes in den
Stitzjahren 2025 und 2035, die hauptsachlich durch den Anschluss einer Windenergieanlage mit
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Pyr4 =2 MW verursacht werden. Des Weiteren werden 13 Ortsnetzstationen mit einer zuneh-
menden Anzahl von PV-Anlagen sowie eine Klaranlage als Mittelspannungskunde versorgt. Ab-
gesehen vom Einspeisemanagement der Windenergieanlage (NVP 2), stellt die Klaranlage
(NVP 9) die einzige relevante Flexibilitatsoption mit Einfluss auf die Spannungsbandverlet-
zungen in diesem Netzbereich dar und wird in der nachfolgenden Analyse detailliert betrachtet.
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Legende: M Ortsnetzstation B MS-Kunde ® Abzweigknoten @ Windenergieanlage
O Klaranlage ) EE-Referenzanlage @ Transformator — Leitung
@ HS-Netz — MS-Abgang (aggregierte Darstellung) —+ Lasttrennschalter

Abbildung 30: Kritischer Netzbereich 1 (Netzgebiet A)

5.1.5.2 Netzbereich 2

Der zweite kritische Netzbereich (NB 2) in Abbildung 31 liegt ebenfalls in Netzgebiet A und wird
durch das UW 1 versorgt (vgl. Abbildung 27). Auch hier wird 2025 zunéachst eine WEA mit
Pwrs=2MW an NVP 12 angeschlossen und im Stiitzjahr 2035 erhoht sich die installierte
Leistung durch eine weitere WEA auf Py, =4 MW. Wahrend im Stltzjahr 2025 noch keine
Grenzwertverletzungen auftreten, kommt es im Betrachtungsjahr 2035 zu Spannungsbandverlet-
zungen im Netzbereich.

In diesem Netzbereich existieren fiinf RLM-Mittelspannungskunden, darunter eine Bankfiliale,
ein Supermarkt sowie drei mittelstdndische Produktionsbetriebe. Es wird angenommen, dass einer
der Produktionsbetriebe bis zum Jahr 2035 eine Photovoltaikanlage mit Batteriespeicher zur
Optimierung der Eigenversorgung sowie zur Reduzierung der Leistungsspitze auf dem Betriebs-
gelénde ergénzt. Dieser Produktionsbetrieb verfiigt somit tiber ein relevantes Flexibilitatspotential
und wird in der Analyse detailliert betrachtet. Der Netzverknupfungspunkt wird in Abbildung 31
entsprechend hervorgehoben (NVP 15).
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Umspannwerk 17 — —
Legende: M Ortsnetzstation B MS-Kunde ® Abzweigknoten B Windenergieanlage
O Produktionsbetrieb ) EE-Referenzanlage @ Transformator — Leitung
EJ HS-Netz — MS-Abgang (aggregierte Darstel lung) —+ Lasttrennschalter

Abbildung 31: Kritischer Netzbereich 2 (Netzgebiet A)
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5.1.5.3 Netzbereich 3

Der dritte kritische Netzbereich (NB 3) in Abbildung 32 befindet sich in Netzgebiet B. Durch den
weiteren Zubau von Photovoltaikanlagen kommt es zu zeitweiligen Leitungstberlastungen zwi-
schen NVP 20 und 25 sowie zu vereinzelten Spannungsbandverletzungen ab dem Stitzjahr 2025.
In diesem Netzbereich befinden sich im Basisjahr auBer den angeschlossenen DEA keine unmit-
telbaren Mittelspannungskunden mit bereits vorhandenen Flexibilitatsoptionen. Es wird jedoch
angenommen, dass bis zum Betrachtungsjahr 2035 eine Power-to-Gas-Anlage zur Produktion von
Wasserstoff fur die Busse des dffentlichen Personennahverkehrs in das Netz integriert wird. Der
Netzverknipfungspunkt der PtG-Anlage ist in Abbildung 32 eingetragen (NVP 29).

HS/MS
Umspannwerk
Legende: B Ortsnetzstation O PV-Anlage (>250 kW)  ® Abzweigknoten @ Biomasseanlage
O PtG-Anlage O) EE-Referenzanlage @ Transformator — Leitung
El HS-Netz — MS-Abgang (aggregierte Darstellung) —+ Lasttrennschalter

Abbildung 32: Kritischer Netzbereich 3 (Netzgebiet B)

5.1.6 Parametrierung der Anlagenmodelle

Im Rahmen der Detailanalyse werden drei Mittelspannungsanlagen in drei unterschiedlichen
Netzbereichen betrachtet:

¢ Kiléranlage mit BHKW und Klargasspeicher (Netzbereich 1)

o Mittelstandischer Produktionsbetrieb mit Photovoltaikanlage und Batteriespeicher
(Netzbereich 2)

e Power-to-Gas-Anlage zur Versorgung von Wasserstoffbussen (Netzbereich 3)

Nachfolgend wird die Parametrierung der Analgenmodelle beschreiben. Dabei wird die Beschrei-
bung auf die wichtigsten technischen Kenngrélien der Anlagen reduziert. AnschlieBend wird auf
die Preisparametrierung der Anlagen und die Optimierungsvarianten eingegangen. Die vollstan-
dige Parametrierung der Anlagenmodelle wird in tabellarischer Form im Anhang 9.3 aufgefihrt.

5.1.6.1 Klaranlage mit BHKW und Klargasspeicher

Die in NB 1 angeschlossene Kléaranlage hat eine Ausbaugrdfe von 58.000 EW (GK 4) und verfiigt
tiber eine Klarschlammfaulung zur Gasproduktion, einen Klargasspeicher und ein Blockheizkraft-
werk zur Eigenversorgung mit elektrischer Energie und Warme sowie ein Notstromaggregat.
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Zudem ist die Klaranlage an das 6ffentliche Strom- und Gasnetz angeschlossen. Die gesamte
Kléranlage wird mit Hilfe von sechs verschalteten EPN modelliert (vgl. Abbildung 33).
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Abbildung 33: Aufbau des Klaranlagenmodells

Der erste EPN wird zur Abbildung des BHKW und des Klargasspeichers verwendet. Die Klar-
gasproduktion wird durch eine reale Messzeitreihe abgebildet mit einer mittleren Produktion von
Qx = 36,6 m*/h. Der Gasspeicher hat ein Gesamtvolumen von ¥, = 700 m® mit einem nutzbaren
Speicherbereich zwischen 10 % — 90 % des Gesamtvolumens. Im Notfall kann das fortlaufend
produzierte Methan durch eine Fackel kontrolliert abgebrannt werden. Das Blockheizkraftwerk
hat eine elektrische Leistung von Ppyxw.. =160 kW bzw. eine thermische Leistung von
Pgrxw.m =216 kW bei einem Wirkungsgrad von #e. = 0,37 bzw. n. = 0,5. Um die Anzahl der
Schaltzyklen pro Tag aus Verschleil3griinden zu begrenzen, werden minimale Zuschaltdauern und
minimale Ausschaltdauern von jeweils 77" = 7" = 3 | festgelegt. Die Strom- und Warmeaus-

kopplung wird durch die Verbindung mit den Sammelschienen ,,Strom* und ,, Warme* realisiert.

Als zweiter EPN wird der Klarprozess modelliert. Der elektrische Energiebedarf des
Klarprozesses in Hohe von E ., = 1,6 GWh/a wird ebenfalls durch reale Messwerte abgebildet
und zunachst als unflexibel betrachtet. Die Jahresleistungsspitze betragt P,z =313 kW. Die

Deckung des Bedarfs erfolgt durch den Energiebezug {iber die Sammelschiene ,,Strom*.

Der dritte EPN umfasst die Faulturm- und Geb&udeheizung. Der Warmebedarf in Hohe von
Ep 4 = 1,1 GWh/a zuziglich der Wéarmeverluste entfallt mit 92 % auf die Beheizung des Faul-
turms. Der restliche Warmebedarf entsteht durch die Beheizung der Betriebsgebdude. Die tempe-
raturabhéngigen Unterschiede werden durch die verwendete Jahreszeitreihe abgebildet und als
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thermische Speicherkapazitét wird vereinfacht der durchschnittliche Tageswarmebedarf des Faul-
turms in Hohe von Ej7 ;. =2.650 kWh/d angenommen. Die Deckung des Wéarmebedarfs erfolgt
durch das BHKW sowie durch einen zusatzlichen Gaskessel mit einer Warmeleistung von
PG . =500 kW.

Des Weiteren verfiigt die Kl&ranlage tber ein dieselbetriebenes Notstromaggregat, welches tiber
den vierten EPN modelliert wird. Das Notstromaggregat hat eine elektrische Leistung von
Pysq =500 kW sowie einen Dieseltank mit einem Speichervolumen von Vpg=1.0001. Die
Zuschaltung des Notstromaggregats wird lediglich fir netzdienliche Zwecke erlaubt. Eine
Betriebsoptimierung fir marktorientierte Zwecke erfolgt nicht, da die VVorhaltung ausreichender
Kraftstoffreserven flr einen Stromausfall eine Gibergeordnete Prioritat hat.

Die Netzverknupfungspunkte zum offentlichen Strom- und Gasnetz werden tber EPN 5 und
EPN 6 modelliert. Tabelle 13, Tabelle 14 und Tabelle 15 in Anhang 9.3 zeigen die vollstandige
Zuordnung der Anlagenparameter im EPN-Modell.

5.1.6.2 Produktionsbetrieb mit PV-Anlage und Batteriespeicher

Die zweite modellierte Anlage ist ein mittelstandisches Unternehmen im Bereich der Metallver-
arbeitung mit einem elektrischen Energiebedarf von E ;3 = 250 MWh/a und einer Jahresleistungs-
spitze von P,z = 425 kW. Des Weiteren befindet sich eine Photovoltaik-Anlage auf dem Dach
der Produktionshalle mit einer installierten Leistung von Pp, = 100 kW. Zur Optimierung der
Eigenversorgung sowie zur Reduzierung der Lastspitze wird zusatzlich ein Batteriespeicher mit
einer maximalen Ladeleistung von Pgz,=300kW und einer Speicherkapazitdt von
Eg =600 kWh errichtet. Die Modellierung der Anlage mit Hilfe des Power Nodes Ansatzes
zeigt Abbildung 34. Es werden insgesamt vier EPN zur Modellierung der PV-Anlage, des
Batteriespeichers, des Produktionsprozesses und des NVP zum Stromnetz verwendet.
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Abbildung 34: Aufbau des Produktionsbetriebsmodells
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Die Sammelschienen werden in diesem Anlagenmodell nicht flr verschiedene Energietrager son-
dern fiir die unterschiedliche regulatorische Behandlung des PV-Stroms zur Eigenversorgung und
zur Netzeinspeisung verwendet. Wéhrend fur die Einspeisung der PV-Anlage auf die Sammel-
schiene NE (Strom-Netzeinspeisung) keine EEG-Umlage anfallt, wird auf den Anteil des Stroms,
der auf die Sammelschiene EV (Strom-Eigenversorgung) eingespeist wird, eine (reduzierte)
EEG-Umlage fallig. Die Zuordnung der Anlagenparameter zum EPN Modell zeigen Tabelle 16
und Tabelle 17 (Anhang 9.3).

5.1.6.3 Power-to-Gas-Anlage fiir Wasserstoffbusse

Die dritte betrachtete Anlage wird in Netzbereich 3 errichtet. Es handelt sich um eine Power-to-
Gas-Anlage zur Produktion von Wasserstoff fiir die Busflotte des 6¢ffentlichen Personennah-
verkehrs. Insgesamt missen mehrere Wasserstoffbusse taglich betankt werden. Der durchschnitt-
liche tagliche Wasserstoffbedarf betrdgt Quz = 1.560 m3/d. Die PtG-Anlage hat eine Leistung von
Pp,c =600 kW und verfugt Uber einen Wasserstoffspeicher (7, = 2400 m*). Dartber hinaus
besteht die Mdglichkeit den produzierten Wasserstoff auch in das Erdgasnetz einzuspeisen.
Zusatzlich existiert eine PV-Anlage mit Pp;, = 100 kW auf dem Dach des Betriebshofs.

Abbildung 35 zeigt den Aufbau des entsprechenden Modells durch vier EPN. Der erste EPN bildet
die PVA nach und der zweite den Elektrolyseur mit dem Wasserstoffspeicher. Wie bereits im
vorherigen Abschnitt erldutert, erfolgt auch hier eine Unterscheidung zwischen der Netzein-
speisung und Eigenversorgung durch die PVA mit Hilfe von zwei separate Sammelschienen.
Zusétzlich existiert eine Sammelschiene fur die Gasnetzeinspeisung der Power-to-Gas-Anlage.
EPN 3 und EPN 4 bilden wiederum den Anschluss zum Strom- und Gasnetz ab. Die vollstandige
Parametrierung des EPN-Modells wird in Tabelle 18 und Tabelle 19 (Anhang 9.3) zusammenge-

fasst.
Power-to-Gas-Anlage *
Q S
G
Solarstrahlung (£,)—» Photovoltaikanlage(EPN 1) Coutk gV
Abregelung (w;) 0= _ Uoutkev _ UoutkNE Iy — Uout k,NE
77out,k,EV 77ov.t,k,NE
. K Uin,k,EV
H,-Bedarf (¢,) +— Elektrolyseur mit H,-Speicher (EPN 2) s
Uu,
Unv. Bedarf (w)—» €Ot — Xk—1) = Min kv Uingesv — —JUERGA Sk — Wi
nout,k,gas
u
Energieaustausch NVP Stromnetz (EPN 3) LD
Stromnetz (&) 0 = Nin s Uin s — 2BV 4 g Uin,k, NE
77aut,k,EV
H,-Einspeisung NVP Gasnetz (EPN 4)
Gasnetz (¢) 0 = Nink,gastink,gas + ke

*EV: Strom-Eigenversorgung, NE: Strom-Netzeinspeisung

Abbildung 35: Aufbau des PtG-Anlagenmodells
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5.1.6.4 Preisparametrierung

Die einzelnen Preisbestandteile fiir den Energieaustausch mit dem Strom- und Gasnetz sowie die
Preise fur Brennstoffe werden fur alle drei Anlagen ebenfalls auf Basis der heutigen Rahmen-
bedingungen in den Modellen hinterlegt.

Grundsatzlich wird angenommen, dass flr den Bezug aus dem Offentlichen Stromnetz alle Um-
lagen, Entgelte und Abgaben anfallen (vgl. Abschnitt 3.1.2.1). Anlagenspezifische Besonder-
heiten ergeben sich bei den Netznutzungsentgelten. Die Jahresbenutzungsdauer der Klaranlage
liegt oberhalb der 2.500 h Grenze und die des Produktionsbetriebs unterhalb dieser Grenze. Die
Leistungs- und Arbeitspreise fir die Netznutzung unterscheiden sich somit fiir die beiden Anlagen
(vgl. Abbildung 4). Die PtG-Anlage wird aufgrund einer technologiespezifischen Sonderregelung
vollstdndig von den NNE befreit (vgl. Abschnitt 3.1.2.3). Des Weiteren wird fur die Eigenversor-
gung des Produktionsbetriebs und der PtG-Anlage durch die jeweils vorhandenen PVA eine
reduzierte EEG-Umlage féllig. Fir die Klaranlage entfallt die EEG-Umlage auf die Eigenversor-
gung aufgrund einer Bestandsregelung vollstandig.

Die zukinftigen Preise fiir die Strombeschaffung (ohne Umlagen, Entgelte und Abgaben) und die
Einspeiseverglitungen orientieren sich an den Borsenpreisen. Es werden unterschiedliche Varian-
ten fur dynamische und statische Strompreise beriicksichtigt. Die Basis fur die dynamischen
Strompreise bilden historische Day-Ahead-Spotmarktpreise. Der statische Strompreis wird aus
Grinden der Vergleichbarkeit entsprechend daraus abgeleitet (Mittelwertbildung). Die resultie-
renden Optimierungsvarianten werden im folgenden Abschnitt 5.1.6.5 naher erléautert.

Die sonstigen Preise fur den Gasnetzbezug, die Gasnetzeinspeisung, Diesel, Kldrgas etc. leiten
sich ebenfalls aus heutigen Gegebenheiten ab. Alle Preisparameter werden detailliert in
Tabelle 12 (Anhang 9.3) aufgefihrt.

5.1.6.5 Optimierungsvarianten fur den Anlagenbetrieb

Das Ziel der Optimierung des jeweiligen Anlagenbetriebs ist die Bestimmung der kosten-
optimalen Betriebsweise unter Beriicksichtigung aller Kostenbestandteile (vgl. Abschnitt 4.1).
Die Auswirkungen der netzdienlichen Flexibilitatsbereitstellung auf den Anlagenbetrieb und die
Energieversorgungskosten werden auf Basis von verschiedenen Betriebsoptimierungsvarianten
ermittelt und bewertet. Aus den Ergebnissen lassen sich schlielflich die Opportunitatskosten des
Anlagenbetreibers fir die Bereitstellung netzdienlicher Flexibilitat ableiten. Die Grundlage bildet
hierbei der Vergleich der Basisvarianten V1-V4, die eine Jahresoptimierung fir statische und
dynamische Strompreise sowie mit und ohne Berlicksichtigung von Netzrestriktionen umfassen
(vgl. Tabelle 6).
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Tabelle 6: Basisvarianten der Anlagenoptimierung

Netzrestriktionen

ohne mit
Stromoreis statisch Variante V1 Variante V3
P dynamisch Variante V2 Variante V4

Neben der Bestimmung der Opportunitatskosten werden dadurch zusétzliche Vergleiche
zwischen statischen und dynamischen Strompreisen ermdglicht. Der Gesamtbetrachtungs-
zeitraum von einem Jahr wird in 365 Tagesoptimierungen segmentiert (vgl. Abschnitt 4.1.4.4).
Die Optimierung erfolgt unter der Annahme einer perfekten Prognosegute flir den jeweiligen
Tageszeitraum.

5.2 Quantitative Analyse und Bewertung
5.2.1 Netzkapazitatsgrenzen und Flexibilitatsbedarf
5.2.1.1 Entwicklungen in Abhangigkeit des EE-Ausbaus

Die zeitreihenbasierte Berechnung der Netzkapazitatsgrenzen wird jeweils fir die vollstdndigen
Netzgebiete A und B mit einer viertelstindlichen Auflésung fir den gesamten Jahresverlauf
durchgefuhrt. Wie bereits in der Voranalyse festgestellt wurde, kommt es auf Basis der Szenarien
der Versorgungsaufgabe in insgesamt drei Netzbereichen zu Spannungsbandverletzungen und
Betriebsmittelliberlastungen, die im Wesentlichen durch die dort angeschlossenen MS-
Erzeugungsanlagen verursacht werden. Bei der Analyse der Netzkapazitatsgrenzen und des
Flexibilitatsbedarfs wird in jedem Netzbereich eine MS-Erzeugungsanlage als EE-Referenz-
anlage bestimmt, um als VergleichsgréRe zu den anderen Flexibilitatsoptionen zu fungieren.

Abbildung 36 zeigt die Netzkapazitatsgrenzen flr die Netzverknipfungspunkte der EE-Referenz-
anlagen in den drei kritischen Netzbereichen (vgl. Abbildung 30, Abbildung 31 und Abbildung
32). Jeder Balken zeigt in aggregierter Darstellungsform die Netzkapazitatsgrenzen fur die 35.040
Leistungsflusssituationen (Anzahl der Viertelstunden) des berechneten Jahres.

Unter Bericksichtigung aller Knotenspannungen und aller Betriebsmittelauslastungen ist eine
zusatzliche Einspeisung und Entnahme ausgehend von der jeweils vorliegenden Leistungsfluss-
situation innerhalb der griinen Bereiche zu jedem Zeitpunkt netzvertraglich. Die gelben Bereiche
zeigen jeweils den Schwankungsbereich der Netzkapazitatsgrenzen im Jahresverlauf, d. h. tem-
porér ist eine zusatzliche Einspeisung oder Entnahme innerhalb des gelben Bereichs netzvertrag-
lich. Leistungsédnderungen tber die gelben Bereiche hinaus (rote Bereiche), wirden zu jedem
Zeitpunkt des Jahres zu einer Verletzung der zulédssigen Grenzwerte fuhren. Falls die obere Netz-
kapazitatsgrenze negativ wird bzw. die untere Netzkapazitétsgrenze positiv wird, wird durch die
bereits vorliegende Leistungsflusssituation eine Grenzwertverletzung hervorgerufen. D. h. der
Wert der Netzkapazitatsgrenze entspricht der erforderlichen Leistungsanderung zur Behebung der
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Grenzwertverletzung (temporarer netzdienlicher Flexibilitatsbedarf). Diese Bereiche werden grau

hervorgehoben.
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Abbildung 36: Netzkapazitatsgrenzen am Netzverknupfungspunkt der EE-Referenzanlagen nach
Netzbereichen und simulierten Jahren

In Abbildung 36 lasst sich somit erkennen, dass es im Basisjahr 2014 in keinem der Netzbereiche
zu Grenzwertverletzungen kommt. Durch den weiteren Zubau der EE-Anlagen treten in Netz-
bereich 1 und 3 ab dem Jahr 2025 Grenzwertverletzungen auf und in Netzbereich 2 ab dem Jahr
2035. Des Weiteren lasst sich erkennen, dass die Schwankungsbreite der Netzkapazitatsgrenzen
(gelben Bereiche) in allen Netzbereichen im Verlauf der berechneten Stiitzjahre deutlich zu-
nimmt. Die dauerhaft netzvertraglichen Bereiche (griine Bereiche) gehen entsprechend zuriick.
Dies lasst sich direkt auf die Volatilitat der zunehmenden EE-Einspeisung zuriickfiihren.

5.2.1.2 Haufigkeit und Zeitpunkte von Grenzwertverletzungen

Ein maBgeblicher Vorteil der zeitreihenbasierten Netzberechnung gegeniiber der Betrachtung ein-
zelner Betriebspunkte ist die Mdglichkeit, Aussagen bezuglich der Haufigkeit von Grenzwertver-
letzungen sowie der tages- und jahreszeitlichen Charakteristiken treffen zu kénnen. Abbildung
37 zeigt die Viertelstunden mit Grenzwertverletzung sowie deren Anteil an allen Viertelstunden-
werten eines Jahres in den Netzbereichen 1-3 fiir die EE-Ausbauszenarien des Stiitzjahres 2035.

Der Vergleich zeigt deutlich, dass die Betriebszustédnde, fur die das Netz letztendlich ausgebaut
werden msste, nur sehr selten eintreten. In allen drei Féllen liegt der Anteil von kritischen Vier-
telstunden nur bei rund 1 % aller Viertelstundenwerte eines gesamten Jahres. Weiterhin lassen
sich unterschiedliche Charakteristiken bei den Zeiten feststellen. Die Grenzwertverletzungen in
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den Netzbereichen 1 und 2 sind gepragt durch die Einspeisespitzen der Windenergieanlagen und
treten im Jahresverlauf zu jeder Tageszeit auf. Tendenziell l&sst sich eine héhere Dichte der von
Grenzwertverletzungen in den Herbst- und Wintermonaten identifizieren, nichtsdestoweniger
kommen diese vereinzelt auch in den Sommermonaten vor. In Netzbereich 3 hingegen, lasst sich
eine klare PV-Charakteristik erkennen. Grenzwertverletzungen treten durch die PV-Einspeisung
nur zwischen Mérz und Oktober sowie nur zwischen 10-15 Uhr auf.
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Abbildung 37: Zeitpunkte und Haufigkeiten von Grenzwertverletzung in den Netzbereichen 1 - 3 im Jahr 2035
(Darstellung aller Viertelstundenwerte eines Jahres)
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5.2.1.3 Quantifizierung des Flexibilitatsbedarfs

Die maBgebliche Kenngrofle des netzseitigen Flexibilitatsbedarfs ist die erforderliche Leistungs-
anpassung an einem spezifischen Netzknoten zur Behebung einer Grenzwertverletzung im Netz.
Ebenfalls sind die Dauer eines zusammenhangenden Bedarfs und die sensitivitatsbedingten Un-
terschiede je nach Netzverknipfungspunkt einer Flexibilitatsoption (6rtliche Abhéngigkeit) von
Interesse. Aus dem zeitlichen Verlauf der notwendigen Leistungsanpassungen lassen sich dartiber
hinaus die aufzunehmenden oder abzugebenden Energiemengen zur Deckung eines Flexibilitéts-
bedarfs bestimmen (vgl. Abschnitt 2.1). Diese sind insbesondere bei der Betrachtung von Flexi-
bilitdtsoptionen mit begrenzten Speicherkapazitéten relevant.

Die in Abbildung 37 dargestellten Grenzwertverletzungen fiir das Jahr 2035 lassen sich zu 116
(NB 1), 99 (NB 2) bzw. 146 (NB 3) zusammenhdngenden Zeitrdumen aggregieren. Als zusam-
menhangender Zeitraum wird eine Folge von Zeitschritten vom Beginn bis zum Ende von Grenz-
wertverletzungen verstanden. Die maximale Dauer der zusammenhdngenden Zeitraume
unterscheidet sich in den betrachteten Netzbereichen. In den windgepragten Netzbe-
reichen 1und 2 treten mit 7wy =9,5h bzw. Tgg =17,25h durchaus l&ngere zusammen-
h&ngende Phasen mit einem Flexibilitatsbedarf auf. In dem PV-gepragten Netzbereich 3 betragt
die maximale Dauer Tz.; = 3,25 h. Die Mittelwerte der Dauer liegen fir alle Netzbereiche aller-
dings zwischen Ty, = 0,65 hund T, = 1,17 h und sind somit relativ kurz (vgl. Tabelle 7). Die
leichte Reduzierung der maximalen und mittleren Dauer im Sttzjahr 2035 gegenliber dem Stiitz-
jahr 2025 in Netzbereich 1 ist auf die unterschiedlichen Einspeisezeitreihen der betrachteten
Wetterjahre zuriickzufihren.

Tabelle 7: Anzahl und Dauer zusammenhé&ngender Grenzwertverletzungen

Netzbereich 1 Netzbereich 2 Netzbereich 3
2014 2025 2035 2014 2025 2035 2014 2025 2035
Anzahl - 61 116 - - 99 - 5 146
Dauer  Min. - 0,25 0,25 - - 0,25 - 0,25 0,25
Trjex Max. - 9,5 7,5 - - 17,25 - 0,25 3,25
[h] Mittel - 1,07 0,97 - - 1,17 - 0,25 0,65

Die maximal erforderliche Leistungsanpassung sowie die insgesamt aufzunehmende Energie je
Flexibilitatsbedarf wird in Abbildung 38 fur alle drei Netzbereiche dargestellt. Die Kenngrof3en
eines Flexibilitatsbedarfs beziehen sich stets auf einen zusammenh&ngenden Zeitraum mit Grenz-
wertverletzungen. Da es sich um einspeisebedingte Grenzwertverletzungen handelt, muss ent-
weder die Einspeisung reduziert oder die Last erhoht werden (negatives Vorzeichen). Jeder
Flexibilitatsbedarf wird als ein Punkt in dem Streudiagramm dargestellt. Zusétzlich werden die
Unterschiede des Flexibilitatsbedarfs je nach Netzverknlpfungspunkt der Flexibilitatsoption dar-
gestellt. In Grau wird stets der Flexibilitdtsbedarf am Netzverknlpfungspunkt der EE-Referenz-
anlage im MS-Netz dargestellt (Einspeisemanagement). Die schwarzen Kreise zeigen den
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Flexibilitatsbedarf flir die Behebung der gleichen Grenzwertverletzungen am Netzverknlpfungs-

punkt der zuvor vorgestellten Flexibilitatsoptionen.
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Abbildung 38: Leistungs-Energie-Diagramm des Flexibilitatsbedarfs nach Netzverknupfungspunkten

Abbildung 38 zeigt zundchst einmal, dass der Flexibilitdtsbedarf an den unterschiedlichen Netz-
verkniipfungspunkten sehr dhnlich ausgepragt ist und eine Substitution somit prinzipiell méglich
und sinnvoll ist. Am NVP der Kléranlage erhoht sich die erforderliche maximale Leistungs-
anpassung gegentber dem NVP der WEA im Durchschnitt um 5,25 %. Die Unterschiede in Netz-
bereich 2 und 3 sind deutlich geringer. Am NVP des Produktionsbetriebs in Netzbereich 2
reduziert sich die mittlere erforderliche Leistungsanpassung geringfugig um 0,15 % und in Netz-
bereich 3 steigt sie am NVP der PtG-Anlage um 0,15 % leicht an. Je nach Sensitivitat einer Flexi-
bilitatsoption auf die kritischste Knotenspannung bzw. die kritische Betriebsmittelauslastung
konnen sich die Leistungs- und Energieanforderungen an eine Flexibilitdtsoption somit redu-
zieren oder erhéhen.

Absolut betrachtet muss am NVP der Klaranlage temporér mindestens ein zusétzlicher Leistungs-
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Flexibilitatsbedarfe hat jedoch deutlich geringe Leistungs- und Energieanforderungen. Der durch-
schnittliche Flexibilitatsbedarf liegt bei P 74" = -56 kW und E 74" = -63 kWh. In Netzbereich 2
liegt der durchschnittliche Flexibilitatsbedarf bei P74 = -91 kW und E 74" = -147 kWh und in
Netzbereich 3 bei P72 =-359 kW und E 74" = -189 kWh. Somit liegen auch hier die Durch-
schnittswerte deutlich unter den Extrempunkten (vgl. Abbildung 38).

Die Leistungsgradienten, die in Abschnitt 2.1 als weitere FlexibilitatskenngroRe aufgefihrt
werden, haben bei der Betrachtung des netzdienlichen Flexibilitatsbedarfs im Verteilnetz eine
untergeordnete Rolle. Zum einen ermdglichen die im Verteilnetz oftmals iber Umrichter ange-
schlossenen Flexibilitatsoptionen sehr hohe Leistungsgradienten und zum anderen missen zur
Erfillung eines netzseitigen Flexibilitatsbedarfs keine exakten Trajektorien nachgefahren werden
(wie es zum Beispiel bei der Erbringung von Regelleistung erforderlich wére), sondern es muss
lediglich der Leistungsschwellenwert zum richtigen Zeitpunkt Gberschritten werden. Dafiir kann
der Abruf von Flexibilitatsoptionen mit restriktiven Leistungsgradienten auch vorzeitig gestartet
werden. Nichtsdestoweniger kénnen die Gradienten aus Berechnungsergebnissen ebenfalls abge-
leitet werden.

5.2.1.4 Netzkapazitatsgrenzen

Die Kopplung des Anlagenmodells mit dem Netzmodell erfolgt, wie in Kapitel 4 beschrieben,
durch die Zeitreinen der Netzkapazitatsgrenzen, dem sogenannten Netzkapazitatskorridor.
Abbildung 39 zeigt exemplarisch den Tagesverlauf des Netzkapazitatskorridors flr die NVP der
Kléranlage, des Produktionsbetriebs und der PtG-Anlage in den Netzbereichen 1-3. Die Dar-
stellung zeigt die aggregierten Tagesverlaufe fur die 365 Tage des berechneten Jahres 2035.
Analog zu Abbildung 36 stellen auch hier die gelben Bereiche die Schwankungsbreite der Netz-
kapazitatsgrenzen dar. Durch die zusétzlich eingetragenen Mediane und Perzentile wird nochmals
unterstrichen, dass die Uberschreitungen der Netzkapazitatsgrenzen zeitlich nur sehr selten auf-
treten und in den Gbrigen Zeitrdumen deutliche Reserven vorliegen.

Die Netzkapazitatskorridore fur die Netzbereiche 1 und 2 zeigen erneut, dass im Verlauf eines
Jahres, ein Flexibilitatsbedarf zu nahezu jeder Tageszeit auftritt (graue Bereiche). Auch bei der
Hohe des Leistungsbedarfs lassen sich keine signifikanten, tageszeitlichen Auspragungen identi-
fizieren. FUr windgepréagte Netzgebiete kann festgehalten werden, dass es zwar selten aber prinzi-
piell zu jeder Tageszeit zu Grenzwertverletzungen kommen kann. Diese Eigenschaft muss bei der
Ausgestaltung von netzdienlichen Flexibilitatskonzepten bericksichtigt werden.
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Abbildung 39: Netzkapazitatskorridore an den Netzverknipfungspunkten der flexiblen Anlagen
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In Netzbereich 3 lasst sich auch in dieser Abbildung die klare PV-Charakteristik erkennen, durch
die vereinzelte Grenzwertverletzungen ausschlieflich in der Mittagszeit entstehen kénnen. Die
Extrempunkte treten zwischen 12 und 14 Uhr auf. In den Abend-, Nacht- und Morgenstunden
stehen jedoch im gesamten Jahresverlauf noch deutliche Netzkapazitdten in positiver und
negativer Richtung zur Verfligung. Flexibilitat wird in diesen Zeitrdumen nicht fur netzdienliche
Zwecke bendtigt und steht somit fur alternative Anwendungsfélle zur Verfiigung, ohne dass mit
netzseitigen Einschrankungen gerechnet werden muss.

Als Planungskriterium fiir das Einspeisemanagement ist die Abregelung auf 3 % der Jahres-
energie der EE-Einspeisung beschrénkt. Die berechneten Netzkapazitatskorridore liefern eine ein-
fache Maglichkeit, um die Steigerung der Netzanschlusskapazitat durch Abregelung planerisch
zu bewerten. An den berechneten Netzverkniipfungspunkten lassen sich die Einspeisezeitreihen
von EE-Anlagen beliebig variieren, anschlieBend die Schnittpunkte mit den Netzkapazitats-
grenzen bestimmen und dadurch auch die erforderliche Abregelung ohne erneute Netzberechnung
abschéatzen.

Abbildung 40 zeigt exemplarisch die abgeregelte Jahresenergie in Abhangigkeit der installierten
EE-Leistung fiir die drei betrachteten Netzbereiche bezogen auf die installierte Leistung, die bei
der Berechnung der Netzkapazitatsgrenzen fiir das Jahr 2035 zugrunde gelegt wurde. Die Dar-
stellung verdeutlicht, dass die erforderliche Abregelung fiir die zuvor beschriebenen Falle (100 %
installierte EE-Leistung) deutlich unterhalb des zuldssigen Planungsgrenzwertes von 3 % abge-
regelter Energie liegt. Bei der Ausreizung des Planungsgrenzwertes, lasst sich die Netzanschluss-
kapazitat um weitere 20-30 % der bereits vorhandenen installierten EE-Leistung erhhen.
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Abbildung 40: Abgeregelte Energie in Abhangigkeit der EE-Leistung (2035)

Die Darstellung unterstreicht die hohe Wirksamkeit des Einspeisemanagements mit dem eine
seltene und geringe Abregelung mit einer deutlichen Steigerung der Netzanschlusskapazitaten
einhergeht. Mit zunehmender installierter Leistung steigt die erforderliche Abregelung (oder der
Abruf von weiteren Flexibilitdtsoptionen) allerdings exponentiell an und verliert an Attraktivitat
gegeniber den Handlungsalternativen des Netzbetreibers.
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5.2.2 Anlagenbetrieb und Flexibilitatsbereitstellung
5.2.2.1 Deckung des Flexibilitatsbedarfs

Wihrend die Betriebsweise der Flexibilitatsoptionen bei der grundsatzlichen Quantifizierung des
netzdienlichen Flexibilitatsbedarfs in Abschnitt 5.2.1.3 zundchst noch unberticksichtigt geblieben
ist, lasst sich nun auf Basis der Ergebnisse der Anlagenoptimierung ohne Berlicksichtigung der
Netzrestriktionen (Varianten V1 und VV2) zunéchst der resultierende Flexibilitatsbedarf bestim-
men. Der Anlagenbetrieb wird folglich zunéchst rein marktorientiert optimiert. Es zeigt sich, dass
es in allen Szenarien sowohl bei der Optimierung fur statische Strompreise als auch fiir dynami-
sche Strompreise weiterhin zu Grenzwertverletzungen kommt (siehe Tabelle 8). Die Anzahl der
Flexibilitatsbedarfe ist fur Variante V2 in den Netzbereichen 1 und 3 etwas geringer als in
Variante V1. In Netzbereich 2 ist dies umgekehrt.

Tabelle 8: Anzahl Flexibilitatsbedarfe

Netzbereich 1 Netzbereich 2 Netzbereich 3
2025 2035 2025 2035 2025 2035
Variante V1
(statischer Strompreis) 19 53 i %9 3 152
Variante V2 16 49 ; 101 3 106

(dynamischer Strompreis)

Der Vergleich zeigt zum einen, dass keine ausreichende Korrelation zwischen globalen Markt-
signalen und lokalen Netzzustdnden angenommen werden kann. Es treten sowohl Situationen auf,
bei denen die Netzprobleme durch das Marktsignal reduziert werden, als auch Félle, bei denen
die Netzprobleme noch verstarkt werden. Zum anderen kann auch in Situationen mit gleichge-
richteten Signalen nicht davon ausgegangen werden, dass der Marktpreis eine ausreichende
Anreizwirkung entfaltet, um kritische Netzzustdnde zu vermeiden, da die statischen Entgelte,
Umlagen und Steuern die Anreizwirkung des dynamischen Strompreises dampfen.

Die Ergebnisse der Varianten V3 und V4 liefern die Resultate fiir die wirtschaftlich optimale
Fahrweise unter Bericksichtigung der Netzrestriktionen. Aufgrund der technischen und betrieb-
lichen Anlagenrestriktionen kann dabei eine vollstandige, eine teilweise oder keine Deckung des
Flexibilitatsbedarfs auftreten. Bei der vollstandigen Deckung ist die Anlage in der Lage das Netz-
problem durch eine Anpassung der Betriebsweise eigenstandig zu I6sen. Im Falle einer teilweisen
oder keiner Deckung, ist der Abruf weiterer Flexibilitdtsoptionen (z. B. Einspeisemanagement
der dezentralen Erzeugungsanlagen) erforderlich.

Abbildung 41 zeigt die Flexibilitatsbedarfsdeckung der drei Anlagen fur Variante V4 (dynami-
scher Strompreis) im Betrachtungsjahr 2035. Die Darstellung zeigt, dass die Klaranlage 55 %,
der Produktionsbetrieb mit Batteriespeicher 88 % und die PtG-Anlage 82 % aller auftretenden
Flexibilitatsbedarfe vollstdndig decken kdnnen. Aufgrund der spezifischen Restriktionen kommt
es allerdings auch vor, dass die Flexibilitat der Anlagen nicht ausreichend ist. In der Abbildung
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sind zusatzlich die technischen Potentialgrenzen der jeweiligen Flexibilitatsoptionen eingetragen.
Wihrend Bedarfe auRerhalb der Potentialgrenzen grundsétzlich nicht vollstdndig gedeckt werden
kénnen, sind nur teilweise gedeckte und ungedeckte Bedarfe innerhalb der Potentialgrenzen auf
sonstige betriebliche oder technische Restriktionen zurlickzufuhren.
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Abbildung 41: Deckung des Flexibilitatsbedarfs durch die Klaranlage, den Produktionsbetrieb und die PtG-
Anlage im Stutzjahr 2035 bei dynamischen Strompreisen (Variante V4)
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Im Falle der Klaranlage liegt die netzdienliche Flexibilitdt in der Abschaltung des BHKW. Falls
dieses bereits ausgeschaltet ist, wahrend es zu einer Grenzwertverletzung kommt, kann es folglich
auch keinen positiven Beitrag leisten. Dies ist fir 31 % der Bedarfe der Fall. Allerdings verfligt
die Klaranlage aus Redundanzgriinden noch tiber zusétzliche Beluftungsaggregate, die als weitere
Lasten kurzzeitig zugeschaltet werden kénnen. Da es bei der Belliftung der Belebungsbecken
allerdings komplexe biologische Zusammenhange und Abhéngigkeiten gibt, wurde diese Flexi-
bilitdtsoption nicht in die wirtschaftliche Anlagenoptimierung aufgenommen. Unter der
Annahme, dass eine Uberwachung der chemischen Prozessparameter vorhanden ist und die Mog-
lichkeit der Zuschaltung zur Verfugung steht, kann die Klédranlage den Flexibilitatsbedarf
hinsichtlich der Leistungs- und Energieanforderung vollstandig bedienen.

Der Produktionsbetrieb, dessen Flexibilitat in der Betriebsweise des Batteriespeichers steckt,
kann alle Bedarfe innerhalb der technischen Potentialgrenzen bedienen. Alle Bedarfe auRerhalb
der Potentialgrenzen konnen wenigstens teilweise gedeckt werden. Die hohe Flexibilitat des
Batteriespeichers durch die bidirektionalen Leistungsflisse und die geringen betrieblichen Rest-
riktionen lassen sich klar in den Ergebnissen erkennen.

Die PtG-Anlage kann ebenfalls einen GroR3teil der Flexibilitatsbedarfe innerhalb der technischen
Potentiale vollstandig bedienen. In einzelnen Fallen ist aufgrund der marktgesteuerten Betriebs-
weise und der Nebenbedingungen eine zusatzliche Leistungserhéhung nicht méglich, so dass nur
eine teilweise Bedarfsdeckung erreicht werden kann.

Insgesamt lasst sich fur alle Anlagen festhalten, dass die betriebliche Flexibilitat in der Regel
ausreichend ist, um einen Grofiteil der Grenzwertverletzungen im Netz zu vermeiden. In
Abhangigkeit der technischen Potentiale ist es allerdings in allen Fallen erforderlich, die Flexi-
bilitdt mehrerer Anlagen zu aggregieren, um alle Netzprobleme sicher 16sen zu kdnnen. Im Falle
von einspeisebedingten Grenzwertverletzungen steht dem Netzbetreiber hierzu immer das Ein-
speisemanagement als sichere Option zur Verfligung.

5.2.2.2 Auswirkungen auf den Anlagenbetrieb

Aus den berechneten Optimierungsvarianten resultieren verschiedene Betriebsweisen der Flexi-
bilitatsoptionen. Dies hat unter anderem einen Einfluss auf den Eigenversorgungsanteil, die Ein-
speisung in das 6ffentliche Netz, das Nutzungsverhaltnis unterschiedlicher Energietrager oder die
energetischen Verluste. Da sich die Nebenbedingungen aller Anlagen mitunter deutlich unter-
scheiden, ist ein allgemeiner Quervergleich aller Parameter nicht zielfiihrend. In der folgenden
Auswertung werden stattdessen fiir jedes Anlagenmodell die wesentlichen Aspekte hervor-
gehoben.
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Das Klaranlagenmodell versucht in allen Optimierungsvarianten den Bezug des mit Umlagen,
Entgelten und Abgaben belegten Stroms aus dem 6ffentlichen Stromnetz durch die Eigenversor-
gung mit dem Klargas-BHKW zu minimieren. Neben der Reduzierung der bezogenen Energie
spielt insbesondere die Minimierung der Leistungsspitze eine pragende Rolle. In Variante V1
(statischer Strompreis) werden lediglich 0,065 % des selbsterzeugten Stroms in das Netz einge-
speist. In Variante V2 (dynamischer Strompreis) erhoht sich die Ruckspeisung geringfugig auf
0,21 % des selbsterzeugten Stroms. Die zusatzliche Rickspeisung ist durch die Mindestlaufzeiten
der BHKW begriindet, da zur Vermeidung hoher Strompreise auch eine leichte Uberdeckung des
Eigenbedarfs in Kauf genommen wird. Die Netzdienlichkeit der Klaranlage in den Varianten V3
und V4 fuhrt lediglich zu einer minimalen Steigerung des Stromnetzbezugs in Héhe von 0,02 %
bzw. 0,03 % der Jahresenergie im Jahr 2035. Allerdings kommt es dadurch auch zu einer Erho-
hung der Jahresleistungsspitze um 1,4 %. Unter der Annahme, dass alle Bedarfe durch die Zu-
schaltung der Beluftungsaggregate gedeckt werden (vgl. Abschnitt 5.2.2.1), steigert sich die
Jahresleistungsspitze um sogar 35,8 %. Des Weiteren kommt es durch die abweichende Betriebs-
weise des BHKW zu einem leicht erhéhten Gasnetzbezug in Hohe von 0,17 % bzw. 0,19 % des
Jahresbezugs.

Die Rahmenbedingungen fir den Produktionsbetrieb mit PV-Anlage und Batteriespeicher fiihren
ebenfalls dazu, dass eine Minimierung der Leistungsspitze und eine mdglichst hohe Eigenversor-
gung durch die PV-Anlage angestrebt werden. In allen Varianten werden ca. 70 % der PV-
Produktion direkt oder durch Zwischenspeicherung im Batteriespeicher fiir den Produktions-
betrieb genutzt und nur 30 % in das Stromnetz eingespeist. Die Betriebsweise des Batterie-
speichers unterscheidet sich deutlich zwischen Variante V1 und V2. Wéhrend beim statischen
Strompreis der Batteriespeicher lediglich zur Zwischenspeicherung des PV-Stroms genutzt wird,
erfolgt in Variante V2 zusétzlich eine optimierte Speicherbewirtschaftung auf den dynamischen
Strompreis. Dies ist allerdings auch mit einer Verdopplung der Vollladezyklen sowie der
energetischen Speicherverluste verbunden. Unter Beriicksichtigung der Netzrestriktionen erhoht
sich die netzbezogene Jahresenergie jeweils um 3 % in den Varianten V3 und V4 gegeniiber den
Varianten V1 und V2 ohne Berlicksichtigung der Netzrestriktionen. Die zusétzlich aufgenom-
mene Energie wird jedoch zeitlich versetzt wieder in das Netz zurtickgespeist. AulRerdem erhoht
sich durch die Netzdienlichkeit die Jahresleistungsspitze massiv um 105 % gegenlber den
Varianten V1 und V2.

Die Optimierung des dritten Anlagenmodells, bestehend aus PtG- und PV-Anlage, fiihrt ebenfalls
zu einer Maximierung der Eigenversorgung. Der erzeugte PV-Strom wird in den Varianten V1
und V2 vollstandig fir die Produktion von Wasserstoff genutzt und deckt rund 4 % des gesamten
Energiebedarfs. Eine Minimierung der Leistungsspitze erfolgt nicht, da fir die PtG-Anlage eine
Netzentgeltbefreiung angenommen wurde (vgl. Abschnitt 3.1.2.3). Eine Einspeisung von
Wasserstoff in das Gasnetz erfolgt aufgrund des schlechten Kosten-Erlés-Verhaltnisses in keiner
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der Varianten. In den Varianten V3 und V4 wird vereinzelt zusétzlich die PV-Anlage abgeregelt,
um den Netzbezug im Falle von Grenzwertverletzungen zu erhéhen. Es handelt sich hier jedoch
jeweils lediglich um 0,7 % der Jahresenergie der PV-Anlage.

5.2.2.3 Auswirkungen auf die Energieversorgungskosten

Die Auswirkungen der unterschiedlichen Optimierungsvarianten auf die einzelnen Kosten- und
Erldsbestandteile lassen sich anlagentbergreifend vergleichen. Die Unterschiede zwischen den
Anlagenoptimierungen mit und ohne Netzrestriktionen sind dabei von besonderem Interesse, da
sich daraus die Opportunitatskosten einer Anlage flr netzdienliches Verhalten ableiten lassen.

Dartiber hinaus ermdglichen die Ergebnisse auch Aussagen beziiglich der monetéren
Einsparungen durch dynamische Strompreise fur Letztverbraucher gegentber statischen Strom-
preisen. Das Optimierungsergebnis fir Variante V1 (statische Strompreise ohne Netzrestrik-
tionen) dient jeweils flr jedes Anlagenmodell als Referenzwert fuir den Vergleich der einzelnen
Kostenbestandteile. Zusétzlich zu den drei Anlagenmodellen werden in den nachfolgenden Ver-
gleichen die wirtschaftlichen Auswirkungen der netzdienlichen Zuschaltung der redundanten Be-
luftungsaggregate auf der Klaranlage gesondert dargestellt.
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Abbildung 42: Variantenvergleich der Strombeschaffungskosten fiir das Jahr 2035

Abbildung 42 zeigt die reinen Strombeschaffungskosten (ohne Umlagen, Entgelte und Abgaben).
Der Vergleich zwischen Variante V1 und V2 zeigt zunachst einmal, dass sich die Beschaffungs-
kosten durch die Wahl eines dynamischen Strompreises und die Optimierung am Day-Ahead-
Markt deutlich reduzieren lassen. Die Klaranlage erzielt Einsparungen in Hohe von 14,3 % und
die PtG-Anlage i. H. v. 19,8 %. Die Einsparungen des Produktionsbetriebs fallen dagegen mit
3,2 % relativ gering aus. Dies ist dadurch begriindet, dass der Jahresmittelwert des dynamischen
Strompreises als statischer Referenzpreis angenommen wird. Der unflexible Strombedarf des Pro-
duktionsbetriebs liegt allerdings tberwiegend in den Tagesstunden, in denen der dynamische
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Strompreis in der Regel Uber dem Jahresmittelwert liegt. Ohne die Flexibilitat des Batterie-
speichers wiirde die Beschaffung zum dynamischen Strompreis somit sogar teurer als die
Beschaffung zum hier angenommenen statischen Referenzpreis ausfallen.

Der Vergleich zwischen den Varianten V2 und V4 (ohne und mit Netzrestriktionen) bei dynami-
schem Strompreis zeigt sehr deutlich, dass die Berticksichtigung der Netzrestriktionen lediglich
zu sehr geringfiigigen Abweichungen vom Beschaffungsoptimum fuhrt. Fur die Kléaranlage
steigen die Beschaffungskosten um 0,2 %, fiir die PtG-Anlage um 0,1 % und fir den Produktions-
betrieb um 1,3 %. Die vergleichsweise hohe Steigerung beim Produktionsbetrieb ist auf die
grundsétzliche Zunahme des Energiebezugs aufgrund der abgeregelten Energie der zugehérigen
PV-Anlage zuruickzufiihren. Dies l&sst sich auch im Vergleich der Varianten V1 und V3 erkennen.

Ein zweiter wichtiger Kostenbestandteil sind die Netznutzungsentgelte bestehend aus einer
Leistungspreis- und einer Arbeitspreiskomponente. Abbildung 43 zeigt die Summe der
Netznutzungsentgelte fiir alle Varianten und Anlagen jeweils bezogen auf die Ergebnisse der
Variante V1. Die Darstellung zeigt, dass es durch das netzdienliche Verhalten zu deutlichen
Steigerungen der NNE kommen kann. Dies ist insbesondere durch die Erhéhung der Jahres-
leistungsspitze begriindet. Wahrend es fir die Klaranlage durch die Abschaltung des BHKW zur
Deckung des netzdienlichen Flexibilitatsbedarfs zu keiner Erhéhung der Leistungsspitze kommt,
steigt bei der zusatzlichen Zuschaltung der Beluftungsaggregate die Summe der Netzentgelte um
25,8 % gegenuber Variante V1. Fir den Produktionsbetrieb betrdgt die Kostensteigerung sogar
bis zu 30,8 %. Die PtG-Anlage ist aus diesem Vergleich ausgenommen, da in der Modell-
parametrierung eine Befreiung von den NNE angenommen wurde.
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Abbildung 43: Variantenvergleich der Netznutzungsentgelte fir das Jahr 2035

Neben den gezeigten Strombeschaffungskosten und den Netznutzungsentgelten, werden bei der
Berechnung der Gesamtkosten der Energieversorgung einer Anlage die anfallenden Umlagen,
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Entgelte und Steuern sowie die Kosten fir die Gasversorgung berticksichtigt. Die Erlése durch

die Netzeinspeisung von Strom und Wasserstoff werden entsprechend gutgeschrieben.
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Abbildung 44: Variantenvergleich der Gesamtkosten fiir das Jahr 2035

Abbildung 44 zeigt den Vergleich der Gesamtkosten. Fur die Kl&ranlage inkl. Bellftung entsteht

eine Gesamtkostensteigerung von bis zu 3,7 %, flr den Produktionsbetrieb von bis zu 7,5 % und

flr die PtG-Anlage von 0,04 % jeweils bezogen auf die Gesamtkosten aus Variante V1.

5.2.2.4 Bestimmung der Opportunitatskosten

Die Opportunitétskosten flr die netzdienlichen Anpassungen des Anlagenbetriebs werden durch
die Differenzbildung der ermittelten Kosten (und Erldse) der Varianten V1 und V3 bzw. V2 und
V4 bestimmt. Tabelle 9 zeigt die Ergebnisse jeweils aufgeschlisselt nach den unterschiedlichen
Kostenbestandteilen fiir das Jahr 2035. Neben den Strombeschaffungskosten und den Netzent-
gelten werden alle weiteren Kosten- und Erldsbestandteile (Umlagen, Abgaben, Einspeise-

vergitung etc.) unter der Position ,,Sonstige* zusammengefasst. Die entsprechenden Werte fir

das Jahr 2025 werden in Tabelle 20 (Anhang 9.4) aufgeftihrt.

Tabelle 9: Zusammensetzung der jahrlichen Opportunitatskosten fur Netzdienlichkeit (2035)

Klaranlage Kilaranlage

Produktions- PtG-

(inkl. Beluftung)  betrieb Anlage
Stat. Strombeschaffung 9 €/a 22 €/a 155 €/a 26 €/a
Strom- Netze_ntgelte 213 €/a 5.439 €/a 1.615 €/a - €/a
oreis Sonstige 58 €/a 96 €/a 302 €/a 52 €/a
Gesamt 279 €/a 5.556 €/a 2.072 €/a 78 €/a
Dyn Strombeschaffung 56 €/a 61 €/a 69 €/a 61 €/a
Stroh- Netze_ntgelte 212 €/a 5.438 €/a 1.624 €/a - €/a
oreis Sonstige 46 €/a 84 €/a 311 €/a 52 €/a
Gesamt 314 €/a 5.584 €/a 2.004 €/a 113 €/a
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Auch wenn die absoluten Werte fir die Opportunitatskosten aufgrund der Unsicherheiten des
Betrachtungszeitraums sicherlich eine eingeschréankte Aussagekraft fur das Betrachtungsjahr
selbst haben, tragen die Werte in Tabelle 9 zu einer besseren Einordnung der GrélRenordnungen
bei. Die wesentliche Ursache fur die Steigerung der Gesamtkosten durch Netzdienlichkeit ist, wie
bereits beschreiben, durch die Steigerung der NNE verursacht. Dies lasst sich insbesondere auch
daran gut erkennen, dass die Netzdienlichkeit fir die PtG-Anlage, trotz des insgesamt umfang-
reichsten Flexibilitatsbedarfs (Anzahl, Leistung und Energie) so gut wie keine Auswirkungen auf
die Gesamtkosten hat, da hier keine NNE anfallen. Die weiteren Kostenbestandteile sind relativ
gering und spielen vergleichsweise eine untergeordnete Rolle.

In Analogie zu den Entschadigungszahlungen fur abgeregelte Energie an Betreiber von EE-
Anlagen, werden die Opportunitatskosten ebenfalls auf die netzdienlich aufgenommene (bzw.
abgeregelte) Energie bezogen. Als energiespezifische Opportunitatskosten ergeben sich die in
Tabelle 10 aufgefiihrten Werte. Des Weiteren werden die energiespezifischen Opportunitéts-
kosten ohne Leistungspreis (LP) angegeben. Dabei wurden die Opportunitdtskosten um den
Anteil der zusétzlichen, leistungsspezifischen NNE bereinigt.

Tabelle 10: Energiespezifische Opportunitatskosten fuir Netzdienlichkeit (Basis: dyn. Strompreise 2035)

Energiespezifische Energiespezifische

Opportunitatskosten Opportunitatskosten

(Gesamt) (ohne LP)
Kléranlage 0,25 €/kWh 0,08 €/kWh
Klaranlage (inkl. Beliftung) 3,34 €/kWh 0,09 €/kWh
Produktionsbetrieb 0,28 €/kWh 0,07 €/kWh
PtG-Anlage 0,01 €kWh 0,01 €/kWh

Der Anteil der EEG-geforderten DEA mit fester Einspeisevergutung wird zukiinftig sukzessiv
abnehmen, so dass sich die Preise fur die Entschadigung von abgeregelter Energie zunehmend an
den Marktpreisen orientieren werden. Die tatsachlich anfallenden Entschadigungszahlungen
variieren somit je nach Art und Errichtungszeitpunkt der betroffenen Anlagen. Als Annahme fir
strategische Planungen werden in [26] flr den Zeitraum von 2025 bis 2050 Entschadigungspreise
im Bereich von 0,06 - 0,14 €/kWh angegeben. Der Vergleich mit den gesamten Opportunitats-
kosten der Flexibilitatsoptionen in Tabelle 10 zeigt, dass die Kosten der Klaranlage und des Pro-
duktionsbetriebs deutlich (iber diesem Bereich liegen. Wohingegen die PtG-Anlage die
Flexibilitat im Vergleich zum Einspeisemanagement deutlich gunstiger bereitstellen kann. Dies
ist in erster Linie wieder auf die Befreiung der PtG-Anlage von den NNE zuriickzufiihren.

Vernachléssigt man die zusétzlichen Kosten durch den leistungsbezogenen Anteil der NNE,
reduzieren sich die Opportunitatskosten wiederum deutlich und liegen fir alle Anlagen im
Bereich der Entschédigungszahlungen fir das Einspeisemanagement. Im Gegensatz zum
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Einspeisemanagement wird die Energie jedoch zusétzlich sinnvoll genutzt und somit die Wert-
schopfung erhéht.

5.2.3 Handlungsoptionen des Netzbetreibers

Neben dem Einsatz netzdienlicher Flexibilitatsoptionen, stehen einem Netzbetreiber weitere kon-
ventionelle und innovative Handlungsoptionen zur Auflésung von Grenzwertverletzungen zur
Verfligung. Die Bewertung aus Sicht des Netzbetreibers erfolgt daher u. a. durch den Vergleich
mit den Handlungsalternativen. Hierfir wurden flr die drei Netzbereiche weitere Planungs-
varianten ausgearbeitet:

e Variante ,,Kabel*: konventionelle Ausbauplanung durch die Verlegung neuer Kabel oder
die Substitution von engpassbehafteten Freileitungen durch Kabel (Referenzvariante)

e Variante ,,rONT*: Ausbauplanung mit regelbaren Ortsnetzstationen

e Variante ,,ESR*: Ausbauplanung mit Einzelstrangreglern

e Variante ,,EinsMan‘: Ausbauplanung mit dezentralem Netzautomatisierungssystem zum
Einspeisemanagement von EE-Anlagen

e Variante ,Flex“: Ausbauplanung mit dezentralem Netzautomatisierungssystem zur

Ansteuerung der Flexibilitatsoptionen (Klaranlage, Produktionsbetrieb, PtG-Anlage)

Die einzelnen Planungsvarianten werden nachfolgend beschrieben und wirtschaftlich bewertet.
5.2.3.1 Beschreibung der Planungsvarianten

Als Referenzvariante fur alle Planungen wird die heute tbliche konventionelle Ausbauplanung
verwendet (Variante ,,Kabel®). In den 10 kV-Netzbereichen 1 und 2 kommt es auf Basis der
Szenarien zu Spannungsbandverletzungen. Die Integration der neuen EE-Anlagen erfolgt daher
jeweils durch die Parallelverlegung eines zusatzlichen Kabels vom Umspannwerk bis zu einem
sinnvollen Verknipfungspunkt des betroffenen MS-Halbrings. Dieser wird aufgetrennt und die
Versorgung der Netzstationen auf die beiden Leitungsabschnitte aufgeteilt. In NB 1 wird dabei
die Verlegung von 5,5 km MS-Kabel (NA2XS2Y 3x1x240mmg?) im Stiitzjahr 2025 und in NB 2
von 3,1 km im Stitzjahr 2035 erforderlich. Des Weiteren ist neben einem zusétzlichen Lasttrenn-
schalter am Verknupfungspunkt auch die Erganzung bzw. die Belegung eines zusatzlichen
Abgangsfeldes im Umspannwerk erforderlich. In NB 3 erfolgt die zulassige Integration der EE-
Anlagen durch die Verkabelung von engpassbehafteten Freileitungsabschnitten. Hierbei wird der
Austausch von 1,1 km Freileitung im Jahr 2025 und weiteren 0,2 km im Jahr 2035 gegen entspre-
chende 20 kV-Kabel (NA2XS2Y 3x1x240mm?) erforderlich.

In der Planungsvariante ,,rONT* werden alle konventionellen Ortsnetztransformatoren in Netz-
bereichen mit Spannungsbandverletzungen gegen regelbare Ortsnetztransformatoren ausge-
tauscht. Neben den positiven Eigenschaften fur die Spannungshaltung in Niederspannungsnetzen,
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erlaubt der Einsatz von rONT auch die Beriicksichtigung eines erweiterten Spannungsbandes bei
der Auslegung der Mittelspannungsnetze, da keine starre Kopplung zwischen MS- und NS-Ebene
mehr vorliegt. Somit steht das vollstdndige Spannungsband von U, + 10 % abziiglich der Regel-
toleranz des HS/MS-Stufenstellers und unter Beriicksichtigung der Sollwertvorgabe des Reglers
(vgl. Abbildung 13) zur Auslegung des MS-Netzes zur Verfligung [26].

Es werden 13 rONT in NB 1 im Jahr 2025 und sieben rONT in NB 2 im Jahr 2035 zur Behebung
der Spannungsbandverletzungen benétigt. Die Leistungsklassen werden entsprechend der Anfor-
derung aus der NS-Ebene ermittelt. In NB 3 ist der Einsatz von rONT nicht sinnvoll, da der Netz-
ausbaubedarf durch Leitungstiberlastungen hervorgerufen wird und der Einsatz von rONT
diesbezuglich wirkungslos ist.

Auch der Einsatz von Einzelstrangreglern (Variante ,,ESR*) ist nur sinnvoll fur die Behebung von
Spannungsbandverletzungen und entfallt somit fir NB 3. In NB 1 und 2 lassen sich die Grenz-
wertverletzungen jeweils mit dem Einbau eines ESR beheben. Die Positionierung des ESR bedarf
der Abwagung zwischen dem Umfang des Wirkungsbereichs und der erforderlichen Leistungs-
auslegung des ESR. In den Planungsvarianten wird der ESR so platziert, dass gerade alle Netz-
stationen mit einer Spannungsbandverletzung beeinflusst werden koénnen. Die Leistungs-
dimensionierung erfolgt vorausschauend fiir die Anforderungen im Jahr 2035. In NB 1 wird ein
ESR mit einer Bemessungsleistung von S, zsg = 3,2 MVA im Jahr 2025 und in NB 2 mit
S, sk = 4,5 MVA im Jahr 2035 verwendet.

Die Variante ,,EinsMan“ umfasst das dynamische Einspeisemanagement von EE-Anlagen auf
Basis eines dezentralen Netzautomatisierungssystems (DNA). Die Netzzustande werden durch
das DNA-System kontinuierlich Giberwacht und im Falle von Grenzwertverletzungen werden ein-
zelne EE-Anlagen abgeregelt. Hierfir ist in jedem Netzbereich der Einbau eines DNA-Systems,
bestehend aus dem Grundsystem (Uberwachungs- und Steuerungseinheit) und verteilten Sensor-
einheiten, erforderlich. Zusétzlich mussen die entsprechenden Aktoren kommunikationstechnisch
in das System eingebunden werden (z. B. iber Funk- oder Powerline-Technologie). Die Anzahl
der erforderlichen Sensoren fiir eine ausreichend genaue Netzzustandsschatzung lasst sich mit
20 % der Netzstationen in den betroffenen Abgéngen abschatzen. Die abgeregelte Energie im Jahr
2035 betragt £,, =~ 1.670 kWh in NB 1, E,, = 15.030 kWh in NB 2 und E,, ~ 19.950 kWh in
NB 3 und liegt damit jeweils unterhalb der planerisch zuléssigen 3 %-Grenze.

Die Einordnung und Bewertung der in Abschnitt 5.1.6 bzw. 5.2.2 beschriebenen Flexibilitéts-
optionen aus Sicht des Netzbetreibers erfolgt in der Variante ,,Flex“. Die technischen Voraus-
setzungen entsprechen der Variante ,,EinsMan*, zuzlglich der Einbindung der entsprechenden
Flexibilitatsoptionen in das DNA-System. In dieser Variante werden EE-Anlagen nur abgeregelt,
falls die Flexibilitatsbereitstellung durch die Kldranlagen, den Produktionsbetrieb und die PtG-
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Anlage nicht ausreichend oder nicht mdglich ist und reduziert sich im Jahr 2035 somit auf
E,;, =425kWhinNB 1, E,;, = 7.850 kWh in NB 2 und E,;, = 1.200 kWh in NB 3.

Eine tabellarische Darstellung aller erforderlichen Manahmen der einzelnen Planungsvarianten
zeigt Tabelle 21 (Anhang 9.5).

5.2.3.2 Wirtschaftliche Bewertung

Alle ausgearbeiteten Planungsvarianten stellen technisch zul&ssige Handlungsoptionen des Netz-
betreibers dar. Das wesentliche Bewertungskriterium der Varianten sind daher die damit einher-
gehenden Kosten. Fir jede Variante wurden die Kosten nach der in 4.3.3.2 beschriebenen
Methode und den im Anhang 9.1 aufgeflihrten Kostenannahmen als Barwerte fur das Basisjahr
berechnet.

Abbildung 45 zeigt einen kompakten Kostenvergleich aller Netzausbauoptionen fiir die drei Netz-
bereiche. Der konventionelle Netzausbau (Variante ,,Kabel®) stellt fiir jeden Netzbereich die
ReferenzgroBe fiir den relativen Kostenvergleich dar. Zusatzlich werden die Gesamtkosten in
Investitionskosten (CAPEX) und Betriebskosten (OPEX) unterschieden. Die Entschadigungs-
zahlung flr die Opportunitatskosten der Flexibilitatsoptionen sowie Entschadigungszahlungen
flr die abgeregelte Energie von EE-Anlagen lassen sich grundsétzlich auch den Betriebskosten
zuordnen, sie werden aber zur besseren Ubersicht gesondert aufgefiinrt.

1210121
H rONT s m CAPEX
a1} ESR s
< EinsMan mm
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Abbildung 45: Kostenvergleich der Netzausbauoptionen (konventioneller Netzausbau je NB als BezugsgrofRe)

Es zeigt sich, dass der konventionelle Netzausbau mit Kabeln in allen drei Netzbereichen die mit
Abstand teuerste Variante darstellt. Durch alle alternativen Handlungsoptionen lassen sich die
Kosten um bis zu 92 % aber mindestens um 48 % gegeniuber dem konventionellen Ausbau

reduzieren.
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Falls nur Spannungsbandverletzungen auftreten und rein primartechnische Lésungsoptionen von
Interesse sind, sind der Einsatz von rONT und ESR ebenfalls interessante Alternativen. In
Abhangigkeit der Anzahl der zu substituierenden Ortsnetztransformatoren und der erforderlichen
Leistungsauslegung der Einzelstrangregler lassen sich auch mit diesen Varianten deutliche Ein-
sparungen gegenuber dem konventionellen Netzausbau erzielen. Nichtsdestoweniger fallen diese
Varianten deutlich teurer als der Einsatz von netzdienlichen Flexibilitatsoptionen aus.

Die allgemeinen CAPEX und OPEX fiir die Varianten ,,EinsMan* und ,,Flex fallen prinzipiell
gleich aus, da die Installation eines Systems zur dezentralen Netzautomatisierung die technische
Grundvoraussetzung fiir beide Varianten darstellt. Durch die unterschiedliche Anzahl an Aktoren,
die in das System eingebunden werden miissen, kommt es jedoch zu geringfligigen Differenzen.
Die eigentlichen Kostenunterschiede zwischen den Varianten ,,EinsMan‘ und ,,Flex* ergeben sich
durch die anfallenden Entschadigungszahlungen. Bei der Variante ,,EinsMan“ muss die abgere-
gelte Energie entschadigt werden und in der Variante ,,Flex” miissen mindestens die Oppor-
tunitatskosten der Flexibilitatsoptionen gedeckt werden. Die Kosten fiir die Entschadigungs-
zahlungen fir abgeregelte Energie in Abbildung 45 resultieren aus den technologiespezifischen
Annahmen in Anhang 9.1. Die Entschédigungen der Flexibilitdtsoptionen leiten sich aus den
Ergebnissen der Anlagenoptimierung ab. Es werden zundchst die vollstandigen Opportunitats-
kosten inklusive der Leistungspreiskomponente der Netznutzungsentgelte angesetzt (vgl. auch
Tabelle 10). Abbildung 45 zeigt, dass die Varianten ,,EinsMan‘ und ,,Flex* stets giinstiger aus-
fallen, als die sonstigen Handlungsoptionen des Netzbetreibers.
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Abbildung 46: Kostenvergleich der Handlungsoptionen mit Flexibilitétseinsatz fur Opportunitatskosten mit
und ohne Leistungspreiskomponente der Netznutzungsentgelte.

Abbildung 46 ermdglicht einen besseren Vergleich zwischen den Varianten ,,EinsMan* und
»Flex®. Zusdtzlich wird zur Variante ,,Flex eine weitere Subvariante eingefiihrt. Bei dieser Sub-
variante ,,Flex (ohne LP)“ bleiben die aufgrund des Leistungspreises entstehenden Opportunitats-
kosten unbercksichtigt.
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In den Netzbereichen 1 und 2 liegen die Entschadigungszahlungen fir die Opportunitatskosten
der Flexibilitatsoptionen (Klaranlage und Produktionsbetrieb) aufgrund der in Abschnitt 5.2.2.4
beschriebenen Ursachen, tber den Entschadigungszahlungen fir abgeregelte Energie aus EE-
Anlagen (vgl. auch Tabelle 10). Das dynamische Einspeisemanagement (,,EinsMan‘) stellt somit
in NB 1 und NB 2 die gunstigste Handlungsoption dar, falls fiir die Flexibilitatsoptionen erhéhte
Netznutzungsentgelte aufgrund der Leistungspreiskomponente anfallen. Ohne LP sind die
Varianten ,,Flex“ und ,,EinsMan‘ in beiden Netzbereichen gleichwertig. Die PtG-Anlage in NB 3
weist im Vergleich zu den anderen Flexibilitatsoptionen geringere Opportunitatskosten fur die
Bereitstellung der Netzdienstleistungen auf, was dazu fiihrt, dass die Variante ,,Flex* in NB 3 die
kostenglinstigste Option ist. Der Leistungspreis der NNE entféllt entsprechend der Rahmenbe-
dingungen fur PtG-Anlage in dieser Variante ohnehin. Im Vergleich zur Variante ,,EinsMan*
lassen sich deutliche Einsparungen erzielen.

5.3 Sensitivitatsanalyse

Die verwendeten Modelle sind abhangig von einer Vielzahl von Eingangsparametern, so dass es
fiir die Uberpriifung der bisherigen Erkenntnisse sinnvoll ist, eine zusitzliche Sensitivitatsanalyse
durchzufuhren. Die Aussagen zu den Wechselwirkungen zwischen Netz und Anlagen sind insbe-
sondere abhangig vom Umfang der Netzrestriktionen. Diese sind wiederum direkt abhangig von
der Versorgungsaufgabe und den Netzparametern, so dass letztendlich eine beliebige Anzahl an
Parametervariationen flr eine Sensitivitatsanalyse denkbar ist. Es hat sich jedoch gezeigt, dass in
den untersuchten Netzbereichen, die einspeisebedingten Grenzwertverletzungen maligeblich von
einzelnen Mittelspannungsanlagen gepragt sind. Bei gegebener Netzstruktur und Versorgungs-
aufgabe stellt sich daher insbesondere die Frage, welche Auswirkungen die Wetterabhangigkeit
der EE-Stromerzeugung auf den Flexibilitatsbedarf und somit auf die Gesamtergebnisse hat. Des
Weiteren ist eine zusétzliche Analyse der Ortsabhangigkeit des Flexibilitatsbedarfs von Interesse,
um den Einfluss des Netzverknipfungspunktes einer Anlage auf die Ergebnisse einschétzen zu
kdnnen.

5.3.1 Wetterabhangigkeit
5.3.1.1 Flexibilitatsbedarf

Im Rahmen der durchgefuihrten Jahressimulationen wurde ein spezifisches, historisches Wetter-
jahr untersucht. Wahrend die Lastverlaufe einer ausgepragten Tageszeit-, Wochentags- und
Jahreszeitperiodizitdt unterliegen, treten die Einspeisespitzen der Wind- und PV-Anlagen
stochastisch verteilt auf und kénnen auf unterschiedliche lokale Lastkonstellationen treffen.
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Um die Auswirkungen dieser Zufallskomponente zu analysieren, werden die EE-Anlagen in den
Netzgebieten mit unterschiedlichen Jahreszeitreihen parametriert und somit die Einspeise-
charakteristik fur funf weitere Wetterjahre simuliert. Bei den verwendeten Einspeisezeitreihen
handelt es sich um reale Messzeitreihen aus unterschiedlichen Jahren, die entsprechend der
Anlagenleistungen skaliert wurden. Neben der zeitlichen Verteilung der Einspeisespitzen variiert
somit auch die jahrliche Vollaststundenzahl zwischen den Wetterjahren. Die Versorgungsaufgabe
entspricht den Szenarien flr das Stitzjahr 2035. Die zuvor vorgestellten Ergebnisse fiir das Jahr
2035 dienen als Vergleichsgrofie und werden in der folgenden Sensitivitédtsanalyse als Ergebnisse
des Basisjahres bezeichnet. Die Lastzeitreihen werden gegenuber dem Basisjahr nicht variiert.
Abbildung 47 zeigt die aggregierte Darstellung des Flexibilitatsbedarfs fir alle fiinf zusatzlichen
Wetterjahre im Vergleich zum Basisjahr in den drei Netzbereichen.

Es zeigt sich, dass die grundsétzliche Charakteristik der Flexibilitatsbedarfe fur alle betrachteten
Wetterjahre dhnlich ist. Vergleichsweise viele Bedarfe liegen im unteren Leistungs- und Energie-
bereich und jedes Wetterjahr verfligt Giber einzelne Ausreiflier, die die Extremwerte des jéhrlichen
Flexibilitatsbedarfs darstellen. Zwischen den Extremwerten treten in den einzelnen Wetterjahren
jedoch mitunter deutliche Unterschiede auf. In Netzbereich 1 liegt der Extremwert des zusatz-
lichen Leistungsbedarfs um 64 % hoher als im Basisjahr. Der Extremwert des Energiebedarfs ist
sogar etwa dreimal so grof3 wie im Basisjahr. In Netzbereich 2 liegen der Betrag des maximalen
Leistungsbedarfs um 43 % und der Betrag des maximalen Energiebedarfs um 123 % hoher als im
Basisjahr. In den beiden windgepragten Netzbereichen werden diese Abweichungen durch die
unterschiedliche Dauer von Starkwindereignissen und deren zeitlicher Uberschneidung mit
Schwachlastphasen in den einzelnen Wetterjahren hervorgerufen. Im PV-geprégten Netz-
bereich 3 liegen die Extremwerte des Leistungsbedarfs in allen Wetterjahren in einer vergleich-
baren GroRenordnung. Auch hier begriinden sich die Unterschiede durch die unterschiedliche
Uberschneidung der PV-Einspeisung mit Schwachlastphasen.
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Abbildung 47: Auspragung des Flexibilitatsbedarfs fir mehrere Wetterjahre
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Zusammenfassend lasst sich feststellen, dass die Flexibilitatsbedarfe des Basisjahres hinsichtlich
der Leistungs- und EnergiekenngréfRen im typischen Bereich liegen, aber nicht alle méglichen
Extrempunkte umfasst.

Aus Abbildung 47 lasst sich bereits erkennen, dass die Anzahl der Flexibilitatsbedarfe mit einem
verhaltnismé&Rig geringen Leistungs- und Energiebedarf deutlich tberwiegt. Um diesen Aspekt
starker hervorzuheben, zeigt Abbildung 48 die relative Haufigkeitsverteilung der Flexibilitéts-
bedarfe (zusammenhéngende Zeitrdume mit Grenzwertverletzungen im Netz) fiir alle Netz-
bereiche und Wetterjahre. Um die Ergebnisse der unterschiedlichen Netzbereiche vergleichen zu
konnen, werden die Leistungs- und Energiewerte eines Flexibilitdtsbedarfs auf den jeweiligen
Maximalwert aller auftretenden Flexibilitatsbedarfe im entsprechenden Netzbereich normiert.
Uber alle Netzbereiche und Wetterjahre ergibt sich eine Grundgesamtheit von n = 3.301 Flexi-
bilitatsbedarfen von denen tiber 40 % lediglich eine maximale Leistungsanderung und Energie-
aufnahme in Hohe von 10 % der im jeweiligen Netzbereich auftretenden Maximalwerte
erfordern. Die Auftrittshaufigkeit von hoheren Leistungswerten nimmt sukzessiv ab. Die Anfor-
derung an eine hohere Energieaufnahme tritt grundsatzlich nur in Verbindung mit einer steigen-
den Leistungsanforderung auf und auch dann nur sehr selten.
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Abbildung 48: Haufigkeitsverteilung des Flexibilitatsbedarfs nach Leistung und Energie

Aus dieser Eigenschaft lasst sich ableiten, dass zusétzliche Flexibilitdtsoptionen in einem Netz-
gebiet nicht zwangslaufig die Maximalanforderungen erfullen missen, um sinnvoll eingesetzt
werden zu kdnnen. Auch wenn das technische Potential einer Flexibilitatsoption nicht jeden Be-
darf decken kann, I&sst sie sich sinnvoll mit weiteren Flexibilittsoptionen (insbesondere mit dem
Einspeisemanagement) kombinieren, um die Menge der abgeregelten EE-Einspeisung zu redu-
zieren.
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5.3.1.2 Opportunitatskosten

Mit Hilfe der Netzkapazitatskorridore fur die funf zusatzlichen Wetterjahre lasst sich auch die
Sensitivitat der Ergebnisse fir die Bereitstellung von netzdienlicher Flexibilitat und den damit
verbundenen Opportunitatskosten flr unterschiedliche Bedarfsanforderungen analysieren. Die
Optimierung der einzelnen Anlagen erfolgt im Rahmen der Sensitivitatsanalyse nur fir dynami-
sche Strompreise und das Stitzjahr 2035 (Variante V4 gemal3 Tabelle 6).

Abbildung 49 zeigt die aggregierten Ergebnisse der Bedarfsdeckung durch die Anlagen fir die
Flexibilitatsbedarfe des Basisjahres und aller funf zusétzlichen Wetterjahre. Die Anteile der voll-
standig gedeckten Bedarfe geht fiir alle drei Anlagen gegeniiber der Auswertung fur das Basisjahr
(Abbildung 41) leicht zurlck. Nichtsdestoweniger bestétigen die zusatzlichen Berechnungen die
grundsatzlichen Ergebnisse.

Klaranlage Produktionsbetrieb PtG-Anlage
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Abbildung 49: Deckung des Flexibilitdtsbedarfs durch die Anlagen

Die Kldranlage kann fur 36 % der Bedarfe keinen Beitrag liefern, da das BHKW bereits abge-
schaltet ist. In den sonstigen Fallen kdnnen alle Anlagen mindestens einen netzdienlichen Teil-
beitrag bereitstellen. Fiir die weiteren Auswertungen wird als zusatzliche Anlagenvariante wieder
die Klaranlage inkl. Beliiftung aufgenommen, bei der davon ausgegangen wird, dass der zusatz-
liche Flexibilitatsbedarf durch die temporére Zuschaltung weiterer Beluftungsaggregate erfolgen
kann (ndhere Erl&uterung in Abschnitt 5.2.2.1).

Die Opportunitéatskosten fir die Bereitstellung netzdienlicher Flexibilitdt wurden in den bisheri-
gen Betrachtungen inshesondere durch die Zunahme bei den Netznutzungsentgelten getrieben.
Abbildung 50 zeigt die Jahresleistungsspitzen der Anlagen in den unterschiedlichen Wetterjahren.
Die Jahresleistungsspitze der Klaranlage ist ohne die Zuschaltung der redundanten Beliftungs-
aggregate in allen Betrachtungen vergleichsweise konstant. Dies liegt daran, dass der Leistungs-
bezug der Klaranlage bereits im Normalbetrieb relativ gleichmaRig ist und durch die Flexibilitét
der BHKW nicht dauerhaft reduziert werden kann (ohne das BHKW l&ge die Jahresleistungs-
spitze bei P,z = 313 kW).
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Durch die netzdienliche Zuschaltung der als Reserve vorgesehenen Beluftungsaggregate kommt
es allerdings zu einer deutlichen Erhéhung der Jahresleistungsspitze gegeniiber dem Normal-
betrieb. Als Resultat der Modellannahmen entspricht diese jeweils der maximalen Leistung des
netzdienlichen Flexibilitatsbedarfs eines Jahres und unterscheidet sich je Wetterjahr.

Die Auswirkungen der Netzdienlichkeit auf die Jahresleistungsspitze zeigen sich am deutlichsten
fir den Produktionsbetrieb. Wahrend die Jahresleistungsspitze durch den Batteriespeicher im
Normalbetrieb auf 2,5 ~ 160 kW reduziert werden kann, kommt es durch die Netzdienlichkeit zu
einer Steigerung auf bis zu P,z = 530 kW. Die Unterschiede in den einzelnen Wetterjahren hén-
gen mit dem Zusammentreffen des unflexiblen Lastanteils mit dem Flexibilitatsbedarf zusammen.

Da fur die PtG-Anlage keine Netznutzungsentgelte anfallen, ist die Reduzierung der Jahres-
leistungsspitze auch kein Optimierungskriterium im Anlagenmodell. In allen Varianten entspricht
daher die Jahresleistungsspitze P 5 = 600 kW der maximalen Anlagenleistung. Die Differenz der
Jahresleistungsspitzen mit und ohne Netzdienlichkeit lasst sich direkt mit dem Leistungspreis des
Netzbetreibers multiplizieren, um die entsprechenden Auswirkungen auf die Opportunitatskosten
monetar zu bewerten.
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Abbildung 50: Auswirkungen der Netzdienlichkeit auf die Jahresleistungsspitze

Vernachlassigt man die Erh6hung der Leistungsspitzen, so lassen sich alle weiteren Kostenbe-
standteile wieder auf die netzdienlich aufgenommene Energie beziehen. Abbildung 51 zeigt die
energiespezifischen Opportunitatskosten fur alle Wetterjahre sowie die arithmetischen Mittel-
werte Uber die Wetterjahre. Die Ergebnisse zeigen, dass die Opportunititskosten mitunter
deutlichen Schwankungen unterliegen. Dies ist auf die unterschiedlichen Zeitpunkte der
Flexibilitatsbedarfe zuriickzufiihren und den damit verbundenen Marktpreisdifferenzen sowie
zeitpunktabhdngigen Unterschieden bei den sonstigen Nebenbedingungen (Wérmebedarf etc.).
Diese Unterschiede sind bei der Kl&ranlage ausgepragter, da die Flexibilitatsoptionen hier den
vergleichsweise komplexesten Nebenbedingungen unterliegen. Die Flexibilitdtsoptionen des
Produktionsbetriebs und der PtG-Anlage unterliegen weniger restriktiven Nebenbedingungen, so
dass auch hier die Schwankungen der Opportunitatskosten geringer ausfallen.
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Abbildung 51: Vergleich der energiespezifischen Opportunitatskosten

Im Quervergleich weist insbesondere die PtG-Anlage die geringsten energiespezifischen Oppor-
tunitatskosten auf. Dies ist darauf zuriickzuflhren, dass es sich bei der Flexibilitat der PtG-Anlage
um eine zeitliche Verschiebung der Last handelt, bei der allerdings in Summe stets der gleiche
Energiebezug stattfindet. Die Opportunitatskosten entstehen im Wesentlichen nur durch die
Marktpreisdifferenzen. Der Batteriespeicher des Produktionsbetriebs bezieht im netzdienlichen
Betrieb stattdessen Energie, die anschlieBend teilweise wieder ins Netz zurlickgespeist werden
muss. Wéhrend fur den Bezug neben den Marktpreisen auch die Umlagen und Abgaben zu zahlen
sind, wird die Rickspeisung nur mit den Marktpreisen vergutet. Des Weiteren entstehen durch
die zusétzlichen Ladezyklen auch zusétzliche Verluste. Bei der Kléranlage kommt es durch die
netzdienliche Abregelung des BHKW auch zu einer leicht erhdhten, zeitverzogerten Netzriick-
speisung, die im Vergleich zur Eigenversorgung aufgrund der Umlagen und Abgaben einen ge-
ringeren Wert besitzt. Des Weiteren steigt der Gasnetzbezug zur Wérmeerzeugung leicht an.

Insgesamt lésst sich festhalten, dass die Mittelwerte der energiespezifischen Opportunitatskosten
zwischen 0,01 - 0,09 €/kWh liegen und somit tendenziell unterhalb der Entschédigungszahlungen
flr die Abregelung von EE-Anlagen liegen (vgl. Abschnitt 5.2.2.4). Dies gilt allerdings nur, wenn
das netzdienliche Verhalten nicht mit einer Steigerung der Netznutzungsentgelte aufgrund der
erhéhten Jahresleistungsspitze verbunden ist.

5.3.2 Ortsabhangigkeit

Ein weiterer relevanter Einfluss auf die Hohe des Flexibilitatsbedarfs ergibt sich aus der Sensi-
tivitat einer Leistungsanderung am Netzverknlpfungspunkt einer Anlage auf die kritische
Knotenspannung bzw. Betriebsmittelauslastung im Netz. Die NVP der flexiblen Anlagen in den
betrachteten Netzbereichen entsprechen den realen Gegebenheiten. Um den Einfluss der Orts-
abhéangigkeit ndher zu betrachteten, wird nachfolgend zusétzlich der Flexibilitatsbedarf an allen
anderen NVP der Netzbereiche flr das Basisjahr 2035 untersucht.
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Der Vergleich erfolgt auf Basis der Jahressumme der zusatzlich aufzunehmenden Energie einer
Flexibilitatsoption 3 £, an NVP i, bezogen auf die ansonsten abzuregelnde Jahresenergie 3. £,
am NVP der leistungsstarksten DEA im Netzbereich. Abbildung 52 zeigt die Ergebnisse fur alle
NVP in den Netzbereichen 1-3. Die Nummerierung entspricht den Darstellungen der Netzbe-
reiche in Abbildung 30, Abbildung 31 und Abbildung 32. Die tatsachlichen Netzverknlpfungs-
punkte der DEA sowie der betrachteten flexiblen Anlagen sind gesondert hervorgehoben.
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Abbildung 52: Aufzunehmende Jahresenergie je Netzverknipfungspunkt im Verhaltnis zur ansonsten
abzuregelnden Jahresenergie der DEA in den Netzbereichen 1-3 fiir das Jahr 2035

Aus der Darstellung fur Netzbereich 1 in Abbildung 52 geht hervor, dass sich die auftretenden
Spannungsbandverletzungen durch eine zuséatzliche Energieaufnahme an allen Netzknoten des
Netzbereichs vermeiden lassen. Allerdings unterscheidet sich die erforderliche Jahresmenge auf-
grund der unterschiedlichen Sensitivitdt (Wirkung) je Netzverknlpfungspunkt. Die geringste
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Energieaufnahme ist am Netzverkniipfungspunkt der WEA (NVP 2) erforderlich. Abgesehen von
NVP 3, der sich im direkten Umfeld der WEA befinden, ist die erforderliche Energieaufnahme
um 6 % bis 8 % hoher als am NVP der WEA (z. B. am NVP der Klaranlage).

Abbildung 52 zeigt die gleiche Auswertung fur Netzbereich 2. Dort liegt der Fall vor, dass sich
die auftretenden Spannungsbandverletzungen nicht von allen Netzverknlipfungspunkten des
Netzbereiches sinnvoll beheben lassen. An NVP 1-5 wére die erforderliche Energieaufnahme in
der Jahressumme mindestens um Faktor 3 hoher als am NVP der DEA. In einigen Fallen wiirde
die Bereitstellung der erforderlichen Flexibilitat zur Behebung der Spannungsbandverletzung
wiederum zu einer Betriebsmitteltiberlastung fiihren. NVP 1-5 werden daher als ungeeignet ein-
gestuft. Andererseits haben Leistungséanderungen an den NVP, die vom Umspannwerk gesehen
hinter der WEA liegen, nahezu die gleiche Sensitivitat auf die auftretenden Grenzwertver-
letzungen. Die Abregelung der DEA kann durch Flexibilitatsoptionen an diesen NVP somit prin-
zipiell substituiert werden.

In Netzbereich 3 kommt es zu Leitungslberlastungen zwischen NVP 20 und 25. Da es sich um
riickspeisebedingte Uberlastungen handelt, hat die Flexibilitatsbereitstellung an allen NVP, die
vom Umspannwerk gesehen vor der Uberlasteten Leitung liegen (vgl. Abbildung 32), nahezu
keinen Einfluss auf die Leitungsauslastung. Hinter der Uberlasteten Leitung ist die Sensitivitat an
allen NVP nahezu gleich. Auch hier lasst sich die Abregelung der DEA substituieren.

Aus der Betrachtung geht hervor, dass die Netzverknlipfungspunkte der untersuchten Klaranlage,
des Produktionsbetriebs und der PtG-Anlagen, eine fiir den jeweiligen Netzbereich durchschnitt-
liche Sensitivitat auf die Grenzwertverletzungen aufweisen. Es existieren stets sowohl besser als
auch schlechter geeignete NVP. Weiterhin zeigen die Berechnungen, dass innerhalb der Jahres-
simulation die Grenzwertverletzungen nahezu immer am gleichen Ort auftreten. Die Sensitivitat
und somit die Eignung einer Anlage unterliegt somit nur geringen Schwankungen.

Dartiber hinaus I&sst sich festhalten, dass die Anzahl der NVP, an denen eine vergleichbare Sensi-
tivitat auf einspeisebedingte Spannungsbandverletzungen und Leitungsiberlastungen wie am
NVP der problemtreibenden DEA vorliegt, sehr begrenzt ist. Die erforderliche Energieaufnahme
(gleichbedeutend mit der erforderlichen mittleren Leistungsanderung) steigt mit sinkender Sensi-
tivitat deutlich an. Sowohl bei einer energiebezogenen als auch bei einer leistungsbezogenen
Vergltung der Flexibilitat resultieren daraus steigende absolute Kosten fiir den Einsatz weiterer
Flexibilitatsoptionen zur Vermeidung des Einspeisemanagements.






6 Grundsatzliche Erkenntnisse

Die im Rahmen der Arbeit entwickelten Modelle und Verfahren eignen sich fiir umfangreiche
Analysen an der Schnittstelle von unterschiedlichen Netz- und Anlagenkonstellationen. Auf Basis
der zuvor beschriebenen Anwendungsbeispiele in realen Mittelspannungsnetzen lassen sich
grundsétzliche Erkenntnisse zur Berticksichtigung von Flexibilitatsoptionen in neuartigen Netz-
betriebskonzepten und zur Koordination von netz- und marktorientierten Anwendungsfallen in
Mittelspannungsnetzen ableiten. Insbesondere sollen Antworten auf die in der Zielstellung
formulierten Fragestellungen gegeben werden (vgl. Abschnitt 1.2). Die gewonnenen Erkenntnisse
lassen sich thematisch drei Bereichen zuordnen:

e Netzplanung und Netzbetrieb von Mittelspannungsnetzen
o Flexibilitatsbereitstellung durch Mittelspannungsanlagen
o Weiterentwicklung des regulatorischen Rahmens

Nach der Beschreibung der themenspezifischen Erkenntnisse erfolgt abschlielend eine Reflexion
der Gesamtmethode.

6.1 Netzplanung und Netzbetrieb von Mittelspannungsnetzen

Der technologietibergreifende Einsatz von Flexibilitatsoptionen fur netzdienliche Zwecke ist mit
einigen besonderen Herausforderungen fiir die Netzplanung und den Netzbetrieb verknipft.
Wéhrend sich die grundsétzliche Logik einer netzzustandsbasierten Leistungsédnderung sehr
schnell vom Einspeisemanagement dezentraler Erzeugungsanlagen auf flexible Lasten und
Speicher erweitern lasst, erfordert die tatsdchliche Umsetzung, neben der Entwicklung geeigneter
Planungswerkzeuge auch grundsétzliche Erweiterungen in den technischen und rechtlichen Mog-
lichkeiten eines Netzbetreibers.

Mit Bezug auf die Mittelspannungsebene, lassen sich folgende grundsatzliche Erkenntnisse fur
die Netzplanung zusammenfassen:

¢ Die innovativen Handlungs- und Technologieoptionen (rONT, ESR und DNA) sind zur
Integration der Erneuerbaren Energien in den untersuchten Mittelspannungsnetzen deut-
lich kostengtinstiger als der konventionelle Netzausbau und sollten im Rahmen der Netz-
planung grundsétzlich beriicksichtigt werden. Die dezentrale Netzautomatisierung mit
dynamischem Einspeisemanagement bzw. unter Einbeziehung weiterer Flexibilitats-
optionen schneidet in allen untersuchten Netzen als kostengtinstigste Handlungsoption ab
und erzielt Kosteneinsparungen von mindestens 48 % gegenuber dem konventionellen
Netzausbau (vgl. Abschnitt 5.2.3.2).
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Die konventionelle Netzberechnung von zwei Worst-Case-Betriebspunkten reduziert die
Analyse der vorhandenen Netzkapazitaten auf die bindre Aussage, ob eine Grenzwertver-
letzung vorliegt oder nicht. Die vorgestellte zeitreihenbasierte Berechnung der Netz-
kapazitatsgrenzen ermdglicht es hingegen, Aussagen zur Auftrittshaufigkeit und Dauer
von Grenzwertverletzungen sowie zeitlich differenzierte Aussagen zur Netzauslastung zu
treffen. Im Kontext der Planung von aktiv betriebenen Verteilnetzen sind diese neuen
Ansitze essentiell, um Betriebskonzepte und Rahmenbedingungen auszugestalten, die zu
einer effizienteren Nutzung der vorhandenen Netzkapazititen fiihren (vgl. Abschnitt
5.2.1). Gleichwohl sind sie aber auch mit einem deutlich héheren Aufwand verbunden.
Die Netzzustandsuberwachung von Mittelspannungsnetzen ist die technische Grund-
voraussetzung flr ein effizientes Einspeisemanagement sowie fur die Einbindung
weiterer Flexibilitatsoptionen. Unabhangig von tatsachlichen Regelungseingriffen, fihrt
die Uberwachung des Netzzustandes bereits zu einer effizienteren Nutzung der vorhan-
denen Netzkapazitaten, da fur die planerische Auslegung eines tberwachten und grund-
sétzlich steuerbaren Netzes die Betriebsreserven deutlich geringer ausfallen konnen (vgl.
Abschnitt 5.1.4).

Die zeitreihenbasierte Netzberechnung erfordert umfangreiche Eingangsdaten (insbeson-
dere Last- und Einspeisezeitreihen). Diese werden in heutigen Mittelspannungsnetzen in
der Regel nicht netzknotenscharf erfasst. Allerdings lassen sich durch eine kombinierte
Auswertung der zur Verfligung stehenden RLM-Messzeitreihen sowie des Energie-
bedarfs der angeschlossenen SLP-Kundengruppen bereits heute Last- und Einspeisezeit-
reihen als Eingangsparameter flr eine realitdtsnahe, zeitreihenbasierte Netzberechnung
in Mittelspannungsnetzen bestimmen. Durch eine zunehmende Verbreitung von Smart-
Metern ldsst sich die Qualitat der Eingangsdaten weiter verbessern. Sie sollten daher
unbedingt in der Netzplanung beriicksichtigt werden (vgl. Abschnitt 3.2.2.2).

Fur die Entwicklung neuer Netzbetriebskonzepte unter Beriicksichtigung von Flexibilitats-

optionen ist es erforderlich, den lokalen netzdienlichen Flexibilitatsbedarf genauer zu

spezifizieren. Diesbeziglich liefert die Arbeit folgende Erkenntnisse:

Der Zugriff auf netzdienliche Flexibilitatsoptionen ist in den untersuchten Netzen nur
relativ selten erforderlich. Ubergreifend fiir alle Netzbereiche und Wetterjahre liegen die
Zeiten mit Grenzwertverletzungen fiir das EE-Ausbauszenario 2035 zwischen 53 h/a und
515 h/a (bzw. 0,6 % und 5,9 % des Jahres). Die geringe Auftrittshaufigkeit hangt mit der
Einspeisevolatilitit der verursachenden Windenergie- und Photovoltaikanlagen zusam-
men.

Die zeitliche Volatilitat der zur Verfigung stehenden Netzkapazitt nimmt sowohl fir
die obere als auch fur die untere Netzkapazitatsgrenze mit steigender EE-Durchdringung
zu. Wéhrend in einzelnen Zeitpunkten bereits Grenzwertverletzungen auftreten, sind in
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den Ubrigen Zeitraumen noch deutliche Kapazitatsreserven vorhanden (vgl. Abschnitt
5.2.1.4).

e Einspeisebedingte Spannungsbandverletzungen und Leitungsuberlastungen in Mittel-
spannungsabgédngen lassen sich meistens auf einzelne problemtreibende EE-Anlagen
zuriickfihren (Anlagen, ohne deren Einspeisung keine Grenzwertverletzungen auftreten
wirden). Damit geht einher, dass Art und Ort der Grenzwertverletzungen im zeitlichen
Verlauf in der Regel konstant sind und somit auch die Sensitivitét der unterschiedlichen,
sonstigen Flexibilitatsoptionen (vgl. Abschnitt 5.2.1.3 und 5.3.2).

o Die Anzahl der Netzverknipfungspunkte, an denen eine ausreichende Sensitivitat vor-
liegt, um einspeisebedingte Spannungsbandverletzungen und Leitungsuberlastungen
durch den Einsatz von Flexibilitat zu vermeiden, ist in radialen MS-Netzen auf die Anzahl
der Knoten des betroffenen Abgangs beschrankt. Die Art und der Ort der Grenzwertver-
letzung schrankt die Anzahl in der geeigneten Netzverknipfungspunkte in der Regel
weiter ein (vgl. Abschnitt 5.3.2). Die Flexibilitatsbereitstellung zur Entlastung des
HS/MS-Transformators kann hingegen aus dem gesamten Netzgebiet erfolgen.

o Konzepte zum Einsatz netzdienlicher Flexibilitatsoptionen flr einspeisebedingte Eng-
passe sind grundsatzlich sinnvoll und kénnen die Menge der abgeregelten Energie aus
Erneuerbaren Energien reduzieren. Die Mdglichkeit des Einspeisemanagements muss
allerdings weiterhin vorhanden sein. Zum einen wird das Einspeisemanagement als
sichere Rickfalloption benétigt, falls die sonstigen Flexibilitatsoptionen nicht zur
Verfligung stehen. Zum anderen liegen die Leistungs- und Energieanforderungen des
durchschnittlichen Flexibilitatsbedarfs deutlich unter den auftretenden Extremwerten
(vgl. Abschnitt 5.3.1.1). Der Grofteil des Bedarfs mit geringeren Leistungs- und
Energieanforderungen lasst sich dann durch Speicher und flexible Lasten decken und nur
flr die Extremwerte wird das Einspeisemanagement hinzugezogen.

o Die Einspeisecharakteristik der problemtreibenden EE-Anlagen spiegelt sich auch im
netzdienlichen Flexibilitatsbedarf wider. In Netzbereichen in denen der Bedarf durch die
Einspeisung aus PVA hervorgerufen wird, wird die Flexibilitdt nur um die Mittags-
stunden zwischen Frihjahr und Herbst benétigt. In Netzen mit berwiegend WEA
bedingten Netzproblemen kann der Flexibilitatsbedarf zu jeder Tages- und Jahreszeit auf-
treten (vgl. Abschnitt 5.2.1.2). Neuartige Netzbetriebskonzepte sollten dies differenziert
betrachten kénnen (z. B. Kontrahierung von netzdienlichen Flexibilitatsoptionen oder
Einschrankung von Marktaktivitdten nur fir die tatsdchlich relevanten Zeitrdume
vorzusehen).



6.2 FLEXIBILITATSBEREITSTELLUNG DURCH MITTELSPANNUNGSANLAGEN 120

6.2 Flexibilitatsbereitstellung durch Mittelspannungsanlagen

Mit Hilfe des generischen Anlagenmodells lasst sich die Flexibilitatsbereitstellung durch unter-

schiedliche Anlagen in der Mittelspannungsebene analysieren. Aus den Optimierungsergebnissen

flr die netzdienlichen und marktorientierten Anwendungsfalle lassen sich folgende Erkenntnisse

gewinnen:

Die Eigenversorgungsoptimierung und das Spitzenlastmanagement stellen unter den
heutigen Rahmenbedingungen die wesentlichen Anreize fiir die Betriebsweise der Flexi-
bilitatsoptionen von Mittelspannungskunden dar. Die ausschlaggebenden GroRen sind
dabei der Leistungspreis der Netznutzungsentgelte sowie die anfallenden Umlagen, Ent-
gelte und Abgaben auf den Strombezug aus dem 6ffentlichen Netz. Gleichzeitig entstehen
dadurch Hemmnisse fir den netzdienlichen und marktorientierten Einsatz (vgl.
Abschnitt 5.2.2).

Durch dynamische Strompreise fur Letztverbraucher, die sich aus den Preisverldufen des
Spotmarkts ableiten, kénnen erhebliche Einsparungen bei den Strombeschaffungskosten
erreicht werden. Fur die untersuchten Anlagen werden Einsparungen von bis zu 20 % der
Strombeschaffungskosten realisiert. Allerdings wird der Einspareffekt bei der Betrach-
tung der Gesamtkosten durch die verbleibenden statischen Strompreiskomponenten
(Netznutzungsentgelte, EEG-Umlage etc.) gedampft (vgl. Abschnitt 5.2.2.3).

In Mittelspannungsnetzen kann nicht von einer ausreichenden Korrelation zwischen
globalen Marktsignalen und lokalen Netzzustdnden ausgegangen werden. Durch die
marktoptimierte Betriebsweise werden Netzengpéasse sowohl verstérkt, als auch redu-
ziert, aber nicht sicher behoben (vgl. Abschnitt 5.2.2.1). Die unterschiedlichen globalen
Marktsignale und die lokalen Netzsignale miissen daher entsprechend koordiniert und
priorisiert werden.

Von besonderem Interesse sind die Auswirkungen der Netzdienlichkeit auf eine marktoptimierte

Betriebsweise. Diesbeziiglich lassen sich weitere Beobachtungen in allgemeine Erkenntnisse

Uberfiihren:

Der Einsatz netzdienlicher Flexibilitatsoptionen ist fir den Netzbetreiber insbesondere
dann vorteilhaft, wenn er nur relativ selten erforderlich ist, da mit zunehmenden
Entschadigungs- bzw. Vergltungszahlungen die Vorteile der Handlungsalternativen
(Netzausbau) uberwiegen (vgl. Abschnitt 5.2.3.2). Daraus folgt, dass auch die Bereit-
stellung von netzdienlicher Flexibilitat zeitlich nur relativ selten erforderlich sein wird.
Die seltenen Einschréankungen haben wiederum nur geringfligige monetire Auswir-
kungen auf einen optimalen, rein marktorientierten Flexibilitatseinsatz.

Die netzdienliche Flexibilitatsbereitstellung kann allerdings zu einer erheblichen Steige-
rung der Jahresleistungsspitze und den damit verbundenen Netznutzungsentgelten fiihren
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(vgl. Abschnitt 5.3.1). Dieser Aspekt wird im nachfolgenden Abschnitt noch tiefergehend
diskutiert.

o Netzbetreiber bendtigen eine sichere und verlassliche Bereitstellung von Flexibilitat und
eine entsprechende Alternative im Falle einer Nichtverfligbarkeit. Bei einspeisebedingten
Netzengpassen kann diese durch die Mdglichkeit des Einspeisemanagements von DEA
sichergestellt werden. Falls der Netzbetreiber die freie Wahl zwischen Einspeise-
management und der Ansteuerung alternativer Flexibilitatsoptionen unter wirtschaftli-
chen Gesichtspunkten hat, geht damit einher, dass mégliche Vergltungszahlungen fur
alternative Flexibilitatsoptionen durch die Entschadigungszahlungen fiir die abgeregelte
Energie begrenzt sind.

¢ Neben den stromseitigen Auswirkungen hat der netzdienliche Betrieb von sektorenkop-
pelnden Flexibilitatsoptionen ggf. auch Auswirkungen auf die entsprechenden Sektoren.
Daher sind energetische Gesamtbetrachtungen von Flexibilitatsoptionen auf Anlagen
sinnvoll. So hat die marktorientierte oder netzdienliche Betriebsweise einer KWK-
Anlage mitunter negative Auswirkungen auf die Warmeversorgung, was wiederum zu
erhéhten Brennstoffkosten fiihrt (vgl. Abschnitt 5.2.2.2).

o Kiléranlagen verfuigen bereits heute Uber vielféltige Flexibilitatsoptionen, die sowohl fiir
netzdienliche als auch fiir marktorientierte Anwendungen ohne negative Beeintrachti-
gung des Abwasserreinigungsprozesses eingesetzt werden kénnen (vgl. Abschnitt 3.1.1
und 5.2.2). Klaranlagen sind deutschlandweit flachendeckend vorhanden und bieten zu-
satzlich gute Voraussetzungen fir die Integration von zukinftigen Power-to-Gas-
Anlagen zur Kopplung der Sektoren Strom und Gas.

6.3 Regulatorische Rahmenbedingungen

Die Untersuchungen in dieser Arbeit zeigen, dass der heutige regulatorische Rahmen die
Umsetzung von netzdienlichen Flexibilitdtskonzepten in Mittelspannungsnetzen, die Uber das
Einspeisemanagement hinausgehen, nicht vorsieht und dementsprechend auch kein definiertes
Regelwerk fir die Ausgestaltung bietet. Vielmehr lassen sich in den bestehenden Rahmenbe-
dingungen Hemmnisse identifizieren, die die Umsetzung solcher Konzepte behindern oder ver-
bieten. Diese Hemmnisse missten im Zuge einer konsistenten Novellierung des
Ordnungsrahmens abgebaut werden, um die Einflihrung neuartiger Netzbetriebskonzepte zu er-
mdglichen und im Idealfall anzureizen.

o Die derzeitige Anreizregulierung fuhrt dazu, dass die kostengiinstigste Handlungsoption
des Netzbetreibers nicht zwangslaufig die betriebswirtschaftlich sinnvollste ist. Dies liegt
an der regulatorischen Kostendifferenzierung in Kapital- und Betriebskosten. Durch
kapitalkostenintensiven konventionellen Netzausbau kdnnen bessere Renditen erzielt
werden als durch betriebskostenintensive Ldsungsoptionen, wie z.B. dezentrale
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Netzautomatisierungssysteme (vgl. Abschnitt 3.2.5). Diese Systeme bilden jedoch die
technische Grundvoraussetzung zur Umsetzung neuartiger Betriebskonzepte unter Be-
ricksichtigung von Flexibilitatsoptionen in Mittelspannungsnetzen.

e Ein weiteres wesentliches Hemmnis fiir die Erbringung von netzdienlicher Flexibilitét
von Mittelspannungskunden durch eine temporére Lasterhéhung sind die potentiellen
Auswirkungen auf die Jahresleistungsspitze und der damit verbundene Anstieg der Netz-
nutzungsentgelte. Die heutige Netznutzungsentgeltsystematik basierend auf einer
Leistungs- und Arbeitspreiskomponente reizt einen maglichst konstanten Verbrauch mit
geringer Leistungsspitze an, um eine moglichst kontinuierliche Belastung des Netzes an-
zureizen. Dies kann als konstanter ,,netzdienlicher* Anreiz gegen lastbedingte Netzeng-
passe interpretiert werden — flr einspeisebedingte Engpasse fuhrte dieses starre System
allerdings zu einem offensichtlichen Widerspruch. Eine einfache Mdglichkeit um zu-
néchst dieses Hemmnis abzubauen, ist die Vernachlassigung von Zeitrdumen netzdien-
licher Flexibilitatsbereitstellung in der Ermittlung der Jahresleistungsspitze. Mit Blick
auf weitere zukiinftige Herausforderungen und eine insgesamt bessere Aushutzung der
vorhandenen Netzinfrastruktur ist allerdings eine grundsétzlichere Reform der Netzent-
geltsystematik erforderlich. Mdgliche Ausgestaltungsformen werden u. a. in [X] aus-
fuhrlich behandelt.

e Ein grundsatzliches Hemmnis fiir die Bereitstellung von Flexibilitat fir netzdienliche,
systemdienliche oder marktorientierte Zwecke ist die heutige, starre Berechnung der Um-
lagen, Abgaben und Entgelte auf den Netzbezug. Dies flhrt insbesondere dazu, dass vor-
handene Flexibilitat fir die Eigenversorgungsoptimierung genutzt wird und die
Bereitstellung von Flexibilitat fiir externe Dienstleistungen weniger attraktiv ist, sobald
sich dadurch der Fremdbezug erhoht.

e Technologien der Sektorenkopplung wie z.B. Power-to-Gas-Anlagen, die zur
Substitution von fossilen Energietrdgern in der Gas- und Warmeversorgung sowie im
Mobilitatssektor ohnehin benétigt werden, bieten hervorragende Flexibilitatspotentiale.
Der gesamtsystemische Nutzen sollte bei der weiteren Ausgestaltung der zukinftigen
Rahmenbedingungen stets eine besondere Beriicksichtigung finden.

Flexibilitat und Sektorenkopplung werden allgemein als Schliisselelemente fir einen erfolgrei-
chen Transformationsprozess gesehen. Die Ergebnisse zeigen jedoch, dass im aktuellen regulato-
rischen Rahmen mehr Hemmnisse als Anreize fur die Bereitstellung von Flexibilitat existieren.
Der Fokus dieser Arbeit liegt auf dem Einsatz von netzdienlicher Flexibilitat in Mittelspannungs-
netzen und kann somit nur einen weiteren Impuls fur eine umfangreiche Reformdebatte liefern.
Die Novellierung von Netzentgelt- und Umlagesystematiken unterliegt aber deutlich weitreichen-
deren Anforderungen und Wechselwirkungen, welche nicht vollumfénglich in dieser Arbeit be-
trachtet werden konnten.
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6.4 Reflexion der Methode

Das wesentliche Ziel der vorliegenden Arbeit war es, ein Verfahren zur Analyse und Bewertung
von Flexibilitatsoptionen in Mittelspannungsnetzen zu entwickeln, um damit grundsatzliche Er-
kenntnisse zu den Wechselwirkungen zwischen netz-, markt- und anlagenseitigen Anforderungen
zu gewinnen. Als methodischer Ansatz wurde hierfiir ein modellbasiertes Verfahren zur
mdglichst konkreten Abbildung von realen Mittelspannungsnetzen und -anlagen gewahit.

Neben den Grenzen der einzelnen Modelle und Berechnungsmethoden, die bereits in Abschnitt
4.3.5 kritisch diskutiert wurden, hat auch die Auswahl der untersuchten Netzgebiete und Anlagen
einen Einfluss auf die Berechnungsergebnisse. Durch die sorgféltige Auswahl der Netzgebiete
und Anlagenbeispiele wird eine hohe Bandbreite der typischen Strukturparameter abgedeckt. Die
ausgewahlten Netze umfassen sowohl die 10 kV- als auch die 20 kV-Netzebene, sowohl landliche
als auch stédtische Versorgungsgebiete, sowohl windgepragte als auch PV-geprédgte Bereiche
sowie Freileitungs- als auch Kabeltrassen. Auch bei der Auswahl der Anlagenbeispiele wurde
darauf geachtet, dass sowohl Flexibilitdtsoptionen aus den Bereichen der Erzeugungsanlagen, der
Lasten als auch der Speicher ausgewéhlt wurden. Des Weiteren wurden sektorenkoppelnde
Elemente wie BHKW oder PtG-Anlagen bertcksichtigt. Der Einfluss von aggregierten Flexi-
bilitdtsoptionen in Niederspannungsnetzen auf die Mittelspannungsebene wurde im Rahmen der
Arbeit hingegen nicht beruicksichtigt. Diesbeziiglich sind weitere Analysen anzustreben.

Auf Basis der untersuchten Fallbeispiele lassen sich zwar grundsétzliche qualitative Erkenntnisse
formulieren, eine uneingeschrankte Verallgemeinerung der quantitativen Ergebnisse ist jedoch
nicht mdéglich. Zwar wurden durch die zusatzliche Sensitivitatsanalyse die Einflisse unterschied-
licher Wetterjahre und Netzverknupfungspunkte auf die Ergebnisse analysiert, allerdings ist die
verbleibende Anzahl der moglichen Parametervariationen sehr grof3.

Dieser Umstand entspricht jedoch auch der Realitdt im Bereich der Mittelspannungsnhetze in
Deutschland. Sowohl die Netze als auch die Versorgungsgebiete sind dulerst heterogen, so dass
sich im Falle eines Ausbaubedarfs nicht immer die gleiche Handlungsoption als ideal erweist.
Vielmehr missen Netzbetreiber in die Lage versetzt werden, aus allen vorhandenen Hand-
lungsoptionen die jeweils beste auswahlen zu kdnnen. Neben den passenden Planungswerk-
zeugen und -methoden bedarf es hierfir auch entsprechender Anreize und Rahmenbedingungen.






7 Zusammenfassung und Ausblick

Der fortschreitende Transformationsprozess des Energieversorgungssystems fiihrt zu einer
erheblich steigenden Anzahl von Erzeugungsanlagen, Speichersystemen und neuer Lasten im
Verteilnetz. Gleichzeitig erfordert das Gesamtsystem mehr Flexibilitdt, um die Volatilitat der
Stromerzeugung durch Wind- und Photovoltaikanlagen bestmdglich auszugleichen. Dies spiegelt
sich u. a. in der Ausgestaltung und den Aktivitaten der Strommarkte wieder. Beide Entwicklungen
haben massive Auswirkungen auf die zukiinftige Planung und den Betrieb von Verteilnetzen. Die
Flexibilitat einzelner Akteure kann bei einer rein marktorientierten Betriebsweise neue Netzeng-
passe verursachen, aber gleichermallen durch eine netzdienliche Betriebsweise bestehende
Netzengpasse auflésen. Um Ineffizienzen im Gesamtsystem zu vermeiden, ist es daher erstre-
benswert, das Zusammenspiel von Netz und Markt tiefergehend zu analysieren und Rahmenbe-
dingungen zu schaffen, die eine bestmdgliche Nutzung der vorhandenen Flexibilitatspotentiale
erlauben.

Die vorliegende Arbeit setzt an dieser Schnittstelle an und stellt ein Verfahren fur die Analyse
und Bewertung des netzdienlichen Einsatzes von Flexibilitdtsoptionen in Mittelspannungsnetzen
vor. Den Kern der Arbeit bildet die Verknipfung eines eigenstandigen, generischen Anlagen-
modells mit einem Netzmodell. Durch die Kopplung der Modelle mit Hilfe des entwickelten
Netzkapazitatskorridor-Ansatzes lasst sich trotz separat ausgefthrter Modellberechnungen eine
Analyse der gegenseitigen Beeinflussung durchfiihren. Eine wesentliche Pramisse dieser Arbeit
ist, dass neuartige Netzbetriebskonzepte, die auf einer freiwilligen Partizipation von Flexibilitats-
anbietern basieren, Vorteile fir den Netzbetreiber, den Anlagenbetreiber sowie fur den Transfor-
mationsprozess des Gesamtsystem bieten missen. Es erfolgt daher eine wechselseitige
Bewertung der Rahmenbedingungen, Anforderungen und Ergebnisse aus den unterschiedlichen
Perspektiven.

Das entwickelte Anlagenmodell basiert auf dem Power Nodes Modeling Framework, das fur die
Berticksichtigung von sektorentuibergreifenden Aspekten erweitert wurde. Das Modell eignet sich
flr die Modellierung komplexer Anlagen, die sowohl mehrere Flexibilitatsoptionen als auch nicht
flexible Prozesse aufweisen. Weiterhin lassen sich die mit dem Energieaustausch verbundenen
Kosten- und Erldshestandteile flexibel zu einzelnen Austauschpfaden zuordnen und sich somit
die teils komplexen energierechtlichen Konstrukte sachgerecht abbilden (z. B. reduzierte EEG-
Umlage auf Eigenversorgung). Auf Basis von gemischt-ganzzahligen linearen Optimierungs-
rechnungen wird dann die optimale Betriebsweise unter Beriicksichtigung der technischen, wirt-
schaftlichen, rechtlichen und netzseitigen Nebenbedingungen bestimmt.

Das Netzmodell dient zur Berechnung der verbleibenden Netzkapazitat bzw. des Flexibilitats-
bedarfs am Netzverknipfungspunkt der Flexibilitatsoptionen. Hierfir wird in einem neuartigen
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Ansatz ein Optimal-Power-Flow-Berechnungsverfahren fur die Anwendung in MS-Netzen
geeignet modifiziert. Mit den OPF-Berechnungen lassen sich die Netzkapazitatsgrenzen unter
Bertcksichtigung sdmtlicher Grenzwerte (Knotenspannungen und Betriebsmittelauslastungen)
des Netzgebiets bestimmen. Durch die geschlossene Netzberechnung werden die gegenseitigen
Abhangigkeiten von Strom- und Spannungsénderungen an unterschiedlichen Netzknoten inharent
beriicksichtigt. Um dabei eine mdglichst effiziente und gleichzeitig diskriminierungsfreie Auftei-
lung der verbleibenden Netzkapazitat auf mehrere Netznutzer zu erreichen, wird ein Algorithmus
zur dynamischen, sensitivitatsbasierten Gruppenbildung vorgestellt, durch den die vorhandene
Netzkapazitat entsprechend aufgeteilt wird. Die dadurch berechneten Netzkapazitatsgrenzen stel-
len die Schnittstellenparameter zum zuvor beschriebenen Anlagenmodell dar. Darliber hinaus
eignet sich der Ansatz fur die Beriicksichtigung von Netzrestriktionen in bereits existierenden
Anlagenmodellen unterschiedlicher Fachdisziplinen.

Die Anwendung der Modelle erfolgt auf zwei reale Mittelspannungsnetze unter Beriicksichtigung
von Szenarien zur Entwicklung der Versorgungsaufgabe bis 2035. Aufgrund des zunehmenden
Ausbaus von Wind- und Photovoltaikanlagen werden einspeisebedingte Grenzwertverletzungen
in drei Netzbereichen erwartet. Innerhalb dieser Netzbereiche werden wiederum drei unterschied-
liche Anlagen identifiziert, die flr die Analyse einer netzdienlichen Betriebsweise explizit mit
dem vorgestellten Anlagenmodell abgebildet werden. Es handelt sich dabei um eine Kléranlage,
einen Produktionsbetrieb und eine Power-to-Gas-Anlage. Auf Basis von Jahressimulationen in
viertelsttindlicher Aufldsung erfolgt eine detaillierte Analyse der verbleibenden Netzkapazitaten,
des Flexibilitatsbedarfs und der Auswirkungen auf den marktorientierten Betrieb der Flexibilitéts-
optionen. Aus den umfangreichen Simulationsergebnissen werden allgemeine Erkenntnisse fir
die Netzplanung, den Netzbetrieb, die Flexibilitatsbereitstellung durch Anlagenbetreiber und die
Weiterentwicklung des regulatorischen Rahmens abgeleitet. Die wesentlichen Erkenntnisse
werden nachfolgend nochmals zusammengefasst.

Die Netzzustandsuberwachung stellt die technische Grundvoraussetzung fur die Umsetzung von
Netzbetriebskonzepten unter Berlicksichtigung von Flexibilitatsoptionen dar und bietet in allen
betrachteten Netzbereichen deutliche Kostenvorteile gegeniiber konventionellem Netzausbau.
Ein wesentlicher Vorteil entsteht bereits dadurch, dass die erforderliche Betriebsreserve des
Netzes bei der Planung reduziert werden kann, da der Netzbetreiber zusétzliche operative Ein-
flussmdglichkeiten erhalt. Der konventionelle Ausbaubedarf lasst sich somit bereits aufgrund der
besseren Ausnutzung der vorhandenen Netzkapazititen durch neue Planungsmethoden reduzie-
ren oder verzdgern. In Netzen mit tatséchlich auftretenden einspeisebedingten Netzengpassen
sollten flexible Lasten und Speicher als weitere Flexibilitatsoptionen zur Reduzierung des dyna-
mischen Einspeisemanagement eingesetzt werden. Dennoch muss das dynamische Einspeise-
management als sichere Riickfallebene vorhanden bleiben.
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Die Bereitstellung von netzdienlicher Flexibilitat ist zeitlich nur sehr selten erforderlich und fuhrt
nur zu geringfiigigen Abweichungen vom marktorientierten Betriebsoptimum der Flexibilitéts-
optionen. Die Opportunitatskosten flr die Bereitstellung netzdienlicher Flexibilitat fallen je nach
Flexibilitatsoption und Rahmenbedingungen sehr unterschiedlich aus. Unter den heutigen
Rahmenbedingungen kann die Flexibilitdt am glnstigsten durch flexible Lasten bereitgestellt
werden, falls dies zu keiner Erhéhung der Jahresleistungsspitze flhrt. Bei bidirektionalen Flexi-
bilitatsoptionen schlédgt sich die Differenz aus Kosten fiir den umlage-, abgaben- und entgelt-
behafteten Netzbezug und den Markterlosen fir die Netzriickspeisen negativ auf die
Opportunitatskosten fir netzdienliches Verhalten nieder. Nichtsdestoweniger kénnen diese
Kosten gunstiger ausfallen als die Entschadigungszahlungen fiir abgeregelte Energie. Falls es
allerdings durch die Flexibilitatsbereitstellung zu einer Erhéhung der Jahresleistungsspitze
kommt, steigen die Opportunitatskosten durch die erhdhten Netznutzungsentgelte massiv an.

Zusammenfassend ist die Offnung von Netzbetriebskonzepten fiir die Einbeziehung technologie-
neutraler Flexibilitdtsoptionen grundsétzlich positiv zu bewerten. Basierend auf einem funktionie-
renden Einspeisemanagement konnen sukzessiv weitere Speicher und flexible Lasten
eingebunden werden und den Energieverlust durch Abregelung sowie die damit verbundenen
Kosten reduzieren, ohne ein marktorientiertes Verhalten maRgeblich zu beeinflussen. Fur
Anlagenbetreiber kann die Netzdienlichkeit ein zusétzliches Geschéftsmodell darstellen, jedoch
sind die Erlospotentiale aufgrund der Charakteristik des netzdienlichen Flexibilitatsbedarfs ver-
gleichsweise gering. Netzdienlichkeit sollte daher nur ein Teilaspekt in Multi-Use-Ansétzen von
Flexibilitdtsanbietern sein. Durch die unmittelbaren, physikalischen Auswirkungen sollte die
Netzdienlichkeit jedoch die hdchste Prioritat erhalten. Die Weiterentwicklung neuartiger Netz-
betriebskonzepte wird jedoch durch die heutigen regulatorischen Rahmenbedingungen gehemmt.
Innovative Netztechnologien werden im regulatorischen Rahmen gegenuber konventionellem
Netzausbau benachteiligt. Weiterhin liefert die Netzentgelt- und Umlagesystematik Giberwiegend
Anreize den Netzbezug zu minimieren und nicht die vorhandene Flexibilitdt im Sinne des
Gesamtsystems einzusetzen. Neben der Novellierung der Anreizregulierungsverordnung sind
Reformen der Netzentgelt- sowie der Umlagesystematik anzustofen, die dem Bedarf nach mehr
Flexibilitat und einer zunehmenden Sektorenkopplung Rechnung tragen.

Die entwickelten Modelle und Verfahren sowie die Ergebnisse der Arbeit liefern Ansatzpunkte
fur weiterfihrende Forschungsaufgaben. Die Gesamtmethode lasst sich grundsatzlich auch fir
die Analyse von lastbedingten Netzengpédssen, wie sie u.a. durch den Ausbau der Lade-
infrastruktur fur die Elektromobilitat oder zusétzliche Elemente der Sektorenkopplung erwartet
werden, anwenden. Auch hier stellt sich die Frage, ob allen Lasten zu jeder Zeit uneingeschrankte
Netzkapazitaten zur Verfiigung stehen mussen oder ob temporére, netzdienliche Einschrankungen
einzelner Anlagen, moglichst ohne KomforteinbuRen fir den Verbraucher, insgesamt eine
kostengiinstigere Option im Vergleich zum konventionellen Netzausbau darstellen. Des Weiteren
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ist die konkrete Ausgestaltung zukiinftiger Netzbetriebskonzepte unter Bericksichtigung von
Flexibilitatsoptionen ein Gegenstand aktueller Forschungsvorhaben. Neben bilateralen Verein-
barungen zwischen Anlagen- und Netzbetreibern kdnnen auch regionale Flexibilitatsmérkte eine
mdgliche Variante darstellen. Hierzu sind allerdings noch weitere Fragen bezuglich der GroRe,
Dynamik, Abwicklung und Einbettung in die sonstigen energiewirtschaftlichen Ablaufe zu
klaren. Erste Ansatze hierzu werden in [IX] und [XIV] prasentiert, missen jedoch noch weiter
ausgestaltet werden.

Insgesamt setzt sich in der Wissenschaft zunehmend die Uberzeugung durch, dass fiir die Trans-
formation des Energieversorgungssystems sektoreniibergreifende Ansétze erforderlich sind. Die
Komplexitét der Fragestellungen zum optimalen Systemdesign steigt damit weiter an und liefert
umfangreiche Forschungsaufgaben zur integrierten Betrachtung der Systeme. Die vorgestellten
Modelle und Methoden liefern somit einen weiteren Ankniipfungspunkt fiir die Ausgestaltung
des zukinftigen Energieversorgungssystems auf Basis Erneuerbarer Energien.
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8.3 Abkulrzungen

AbLaVv Abschaltbare Lasten Verordnung

AC Alternating Current

AEL Alkalische Elektrolyse

AP Arbeitspreis

BDEW Bundesverband der Energie- und Wasserwirtschaft e. V.
BHKW Blockheizkraftwerk

BMA Biomasseanlage

CAPEX Capital expenditures (Investitionkosten)
CO2 Kohlenstoffdioxid

DEA Dezentrale Erzeugungsanlage

DIN Deutsche Institut fiir Normung

DNA Dezentrale Netzautomatisierung

DSR Demand Side Response

DSM Demand Side Management

EE Erneuerbare Energie

EEG Erneuerbare Energien Gesetz

EnWG Energiewirtschaftsgesetz

EinsMan Einspeisemanagement

EPEX European Power Exchange

EPN Erweiterter Power-Node

EW Einwohnerwert

EWG Einwohnergleichwert

ESR Einzelstrangregler

EZ Einwohnerzahl

GK Grolenklasse

GGLP Gemischt-ganzzahlige lineare Programmierung
HS Hochspannung

IKT Informations- und Kommunikationstechnik
KWK Kraft-Warme-Kopplung

KWKG Kraft-Warme-Kopplungsgesetz

LP Leistungspreis

MS Mittelspannung

MRL Minutenreserve

NNE Netznutzungsentgelte

NRW Nordrhein-Westfalen

NS Niederspannung

NSA Notstromaggregat
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NVP Netzverknupfungspunkt

ONS Ortsnetzstation

OPEX Operational expenditures (Betriebskosten)
OPF Optimal-Power-Flow

ov Optimierungsvariable

PEMEL Protonen-Austausch-Membran-Elektrolyse
PRL Primarregelleistung

PtG Power-to-Gas

PtH Power-to-Heat

PV Photovoltaik

PVA Photovoltaikanlage

RLM Registrierende Leistungsmessung

rONT regelbarer Ortsnetztransformator

RW Restwert

SLP Standardlastprofil

SOEL Solide-oxide-electrolysis (Hochtemperatur-Elektolyse)
SRL Sekundarregelleistung

StromNEV Stromnetzentgeltverordnung

uw Umspannwerk

VDEW Verband der Elektrizitatswirtschaft e. V.
VDE VDE Verband der Elektrotechnik Elektronik Informationstechnik e. V.
VK Virtuelles Kraftwerk

WEA Windenergieanlage

WF Wandlungsfaktor

WKA Wasserkraftanlage

8.4 Formelzeichen und Symbole

a Steigung der Kostenfunktion

y diskrete Leistungsstufe

Nel. elektrischer Wirkungsgrad

Nin Wandlungsfaktor Sammelschienenbezug

Nout Wandlungsfaktor Sammelschieneneinspeisung

Ntn. thermischer Wirkungsgrad

9 Knotenspannungswinkel

ores Referenzspannungswinkel

¢ Energiezufuhr / Energiebedarf

gmin minimale Energiezufuhr / minimaler Energiebedarf

gmax maximale Energiezufuhr / maximaler Energiebedarf
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A
Pg
A

GFlexi

Verteilungsfaktor

Phasenverschiebungswinkel

Differenz

Menge aller Leistungsstufen

Vektor aller Knotenspannungswinkel

Index Anfangsknoten einer Uberlasteten Leitung
Index Endknoten Uberlasteten einer Leitung
Indikator Ausschaltvorgang (0/1)

Betriebszustand (0/1)

Indikator Einschaltvorgang (0/1)

Barwert

mengenbezogene Preiskomponente (allgemein)
Preis Energiezufuhr / Energiebedarf

Preis Sammelschienenbezug

Preis Sammelschieneneinspeisung

Preis Speicherverluste

Preis ungenutzte Energiezufuhr / unversorgter Energiebedarf
einmalige Preiskomponente (allgemein)

einmalige Preiskomponente Energiezufuhr / Energiebedarf
Preis Sammelschienenbezugsspitzenwert

Preis Sammelschieneneinspeisungsspitzenwert
einmalige Preiskomponente Speicherverluste
einmalige Preiskomponente ungenutzte Zufuhr / unversorgter Bedarf
Speicherkapazitat

Kapitalkosten

Optimierungssegment

Energie (allgemein)

abgeregelte Energie

Speicherkapazitat Batterie

Wérmebedarf des Faulturms

positive/negative Energie (FlexibilitatskenngroRe)
maximale positive Energie (Flexibilitatskenngrofie)
minimale negative Energie (Flexibilitatskenngrofie)
potentielle negative Energie

Jahresenergiebedarf

Kostenfunktion Wirkleistung

Kostenfunktion Blindleistung

positiver/negativer Gradient (Flexibilitatskenngrofie)
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max
GFlex+

min
GFlex—

Kmit NR

Kohne NR

KOPP
min
off,ilm
min
on,lm

o~

L
m
M

maximaler positiver Gradient (FlexibilitatskenngroRe)
minimaler negativer Gradient (Flexibilitatskenngrofie)
Gruppe sensitiver Generatoren bezlglich Leitungstuberlastung
Gruppe aller verbleibenden Generatoren

Gruppe sensitiver Generatoren bezlglich Transformatoriiberlastung
Gruppe sensitiver Generatoren beziiglich Spannungsbandverletzung
Funktion der Transformatorbelastung

Hessematrix zu A,

Index eines Knotens

Bilanzknoten

Vektor aller Zweigstrome

Vektor aller Zweigstromgrenzen

Strom (allgemein)

Bemessungsstrom

Menge der Flexibilitatsknoten

Index eines Knotens

Jacobimatrix zu A,

Index des Zeitschrittes

Endzeitschritt

Anfangszeitschritt

Menge aller Zeitschritt

Gesamtkosten mit Netzrestriktionen

Gesamtkosten ohne Netzrestriktionen
Opportunitatskosten

Mindeststillstandsdauer

Mindestbetriebsdauer

Index des erweiterten Power Node

Menge aller erweiterter Power Nodes

Index der Sammelschiene

Menge aller Sammelschienen

Anzahl

Anzahl Knoten

Anzahl Zweige

Anzahl Generatoren

Anzahl Kléranlagen

Indexvariable

Betriebskosten

Wirkleistungsbezug Last
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Pg

min

Pg

pmax
g

Pa

Py

min

max

g
an
qa
a4

QBHKW

QHZ

Qx
RW

Stim,u

Stim,1

Wirkleistungseinspeisung Generator

minimale Wirkleistungseinspeisung Generator
maximale Wirkleistungseinspeisung Generator
Vektor aller Wirkleistungsbeziige

Vektor aller Wirkleistungseinspeisungen
Vektor aller Netzwirkleistungen

Leistung (allgemein)

Leistungssollwert

Ladeleistung Batterie

Elektrische BHKW-Leistung

Installierte Leistung Biomasse
positive/negative Leistung (FlexibilitatskenngroRe)
maximale positive Leistung (FlexibilitatskenngroRe)
minimale negative Leistung (Flexibilitatskenngréfiie)
potentielle negative Leistung
Jahresleistungsspitze

Installierte Leistung Notstromaggregat
Installierte Leistung Photovoltaik

Installierte Leistung Power-to-Gas-Anlage
Installierte Leistung Windenergie

Installierte Leistung Wasserkraft
Warmeleistung Gaskessel

Blindleistungsbezug Last
Blindleistungseinspeisung Generator

minimale Blindleistungseinspeisung Generator
maximale Blindleistungseinspeisung Generator
Vektor aller Netzblindleistungen

Vektor aller Blindleistungsbeziige

Vektor aller Blindleistungseinspeisungen
Blindleistung

Gasverbrauch BHKW

taglicher Wasserstoffbedarf

Klargasproduktion

Restwert

Sensitivitat

Grenzsensitivitt Spannung

Grenzsensitivitat Strom

Scheinleistung
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max

<

Bemessungsscheinleistung
Bemessungsscheinleistung Einzelstrangregler
Bemessungsscheinleistung Notstromaggregat
Bemessungsscheinleistung Transformator
maximale Transformatorbelastung
komplexe Sensitivitatsmatrix

Zeit

Basisjahr

Zieljahr

minimale Ausschaltdauer

maximale Ausschaltdauer
Jahresbenutzungsdauer

Menge aller Stitzjahre

minimale Zuschaltdauer

maximale Zuschaltdauer
Knotenspannungsbetrag

maximaler Knotenspannungsbetrag
Sammelschienenbezug

minimaler Sammelschienenbezug
maximaler Sammelschienenbezug
Sammelschieneneinspeisung

minimale Sammelschieneneinspeisung
maximale Sammelschieneneinspeisung
minimaler Knotenspannungsbetrag
Spannung

vereinbarte VVersorgungsspannung
Nennspannung

Spannungssollwert Umspannwerk
Vektor aller Knotenspannungsbetrage
Speicherverluste

Speicherkapazitat Dieseltank
Speicherkapazitat Wasserstofftank
Speicherkapazitat Klargasspeicher
ungenutzte Energiezufuhr / unversorgter Energiebedarf
normierter Fillstand

minimaler Fullstand

maximaler Fullstand

Anfangsfullstand
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Y Komplexe Knotenpunkt-Admittanzmatrix
z Kalkulationszinssatz
Zrr Transformatorimpedanz






9 Anhang

9.1 Kostenannahmen Netzausbauoptionen

Tabelle 11: Kostenannahmen

Grole Einheit Wert Wert Wert
2015 2023 2033

MS-Kabel

Nutzungsdauer: Jahre 45

Grundbetrag EUR/Stlick 4.000 3.843 3.655

Verlegung (Mischwert: 70 % EUR/km 58.000 55.720 52.996

unbefestigter Untergrund)

MS-Kabel VPE 240 mm? EUR/km 32.850 31.559 30.016

MS-LS-Schaltfeld (inkl. Sekundartechnik fur neue Halbringe)

Nutzungsdauer Jahre 35

MS-Schaltfeld EUR/Stick  75.000 72.052 68.529

MS-Lasttrennschalter

Nutzungsdauer Jahre 40

Lasttrennschalter EUR/Stiick 4.000 3.843 3.655

Dezentrales Netzautomatisierungssystem flr Mittelspannungsnetze

Nutzungsdauer Jahre 20

Grundbetrag EUR/Stick  31.250 17.370 11.220

Messeinrichtung (MS-Ebene) EUR/Stiick 9.180 6.236 5.224

Messeinrichtung (ONS) EUR/Stiick 5.780 3.556 2.840

Einbindung von DEA EUR/Stiick 1.190 598 270

Entschadigungszahlungen-MS-Ebene

Vergitung Energie WEA EUR/kWh 0,077 0,076 0,073

Vergiitung Energie PVA EUR/kWh 0,259 0,167 0,083

Vergiitung Energie BMA EUR/kWh 0,083 0,086 0,085

MS-Einzelstrangregler

Nutzungsdauer Jahre 40

MS-ESR EUR/MVA  40.000 36.909 33.381

Umpositionierung EUR/Stiick  20.200 20.200 20.200

Regelbarer Ortsnetztransformator

Nutzungsdauer Jahre 30

rONT (Mischwert der Leistungsklassen) EUR/Stick  21.110 14.076 13.175

Einnahmen durch ONT Restwert EUR/Stlick 1.333 1.333 1.333
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9.2 Beispiel zur Berechnung der Netzkapazitatsgrenzen

Berechnung 1:
+ Leistungsflussberechnung (LF-Berechnung)

» Keine Grenzwertverletzung nach LF-Berechnung l l l

* Flex-Generatoren G,-G, hinzufligen —1—1—07
+ Alle Flex-Generatoren G,-G, in einer Gruppe @—

+ Parametrierung der Flex-Generatoren G,-G, —I—’—’—I‘I—T
* Nebenbedingung fir Optimal-Power-Flow (OPF): T T

pg,l = pg,2 = pg,3 = pg,4

Berechnung 2:
* OPF-Berechnung (obere Netzkapazitatsgrenze)

* max. Leitungsauslastung erreicht (siehe Abb.) l l l
» G, ist sensitiv beztglich Leitungsauslastung —t—l—ﬁ
(OPF-Ergebnis stellt die obere @—
Netzkapazitatsgrenze fir G, dar). —I—’—’—IT—T
* Flex-Generator G, wird aus der Gruppe entfernt T T

und als unflexible ,,Last“ erganzt: py, = Py,
* Nebenbedingung fur OPF: py;=py3=Pg4

Berechnung 3:
» OPF-Berechnung (obere Netzkapazitatsgrenze)

* max. Spannungsgrenze erreicht (siehe Abb.) l l l
* G, und G, sind sensitiv beztiglich a—t—l—-—j
Spannungswerten (OPF-Ergebnis stellt die obere @—
Netzkapazitétsgrenze fir G, und G, dar). —I—‘—‘—IT—T
» Flex-Generatoren G; und G, werden aus der T T
Gruppe entfernt und als unflexible ,,Last* ergénzt:
Pa3= Pd4 = Pg3= Pga

Berechnung 4:
» OPF-Berechnung (obere Netzkapazitatsgrenze)

* max. Leitungsauslastung erreicht (siehe Abb.) l l l
» G ist sensitiv beztglich Leitungsauslastung 4—%
(OPF-Ergebnis stellt die obere @—
Netzkapazitatsgrenze fir G, dar). —I—’—’—IT—T
» Obere Netzkapazitatsgrenze fur alle Flex- T T

Generatoren bestimmt

-> Analoge Vorgehensweise zur Berechnung der unteren Netzkapazitatsgrenze

Legende:
* Netzknoten * Spannungsgrenze erreicht @ Bilanzgenerator
<+—e Last < max. Leitungsauslastung

—»e Einspeisung

Abbildung 53: Beispiel zur Erléauterung des Ablaufs bei der Bestimmung der Netzkapazitatsgrenzen mit
sensitivitatsbasierter Gruppenbildung
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9.3 Parameter der Anlagenmodelle

Tabelle 12: Preisannahmen fiir die Anlagenoptimierung der drei Anlagenmodelle

Grole Einheit Wert
Beschaffungskosten (statisch) €/kWh 0,0328
Beschaffungskosten (dynamisch) €/kWh siehe Abbildung 54
Leistungspreis NNE (>2.500 h/a) €/kW 52,76

Arbeitspreis NNE (>2.500 h/a) €/kWh 0,0065
Leistungspreis NNE (<2.500 h/a) €/kW 8,78

Arbeitspreis NNE (<2.500 h/a) €/kWh 0,0241
EEG-Umlage €/kWh 0,0624
Stromsteuer €/kWh 0,0205
Konzessionsabgabe €/kWh 0,0011
KWKG-Umlage €/kWh 0,0005

819 StromNEV Umlage €/kWh 0,0048

Offshore Haftungsumlage €/kWh 0,0025
AbLaV-Umlage €/kWh 0,00009
Gasnetzbezug €/kWh 0,045
Einspeisevergltung (statisch) €/kWh 0,0328
Einspeisevergitung (dynamisch) €/kWh siehe Abbildung 54
H»-Einspeisevergiitung €/kWh 0,02

Day-Ahead Strompreis 2014

01 4
0,08
0,06
0,04
0,02

-0,02
-0,04
-0,06
-0,08

-0,1

Strompreis [€/kWh]

0 1000 2000 3000 4000 5000 6000 7000 8000
Stunde des Jahres

—— Dynamische Strompreis — Statischer Strompreis (Mittelwert)

Abbildung 54: Day-Ahead-Strompreis 2014 (eigene Darstellung auf Basis von [56])
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Tabelle 13: Zuordnung der Anlagenparameter im Power-Nodes Modell der Klaranlage (Teil 1/3)

SS Formel-

BHKW + Klargasspeicher (EPN 1)
zeichen Wert Einheit

Bezeichnung

Klarprozess (EPN 2)

Wert Einheit

Bezeichnung

800 [m3]
ov [p.u]
0,1 [p.u.]
0,9 [p.u.]
0,4 [p.u.]
flky  [m]
ov [m3]

1000  [€/m?]

Kl&rgasspeicher
Speicherfillstand
Min. Fillstand
Max. Fillstand
Startfullstand
Klargasproduktion

Notfackel

Ponale Fackel

(k) [m&m

oV [m&m

-1000 [€/kWh]

Stromverbrauch
Lastabwurf

Ponale Lastabwurf

1 (Strom)

m=

44 [KWh/m?]
OV  [kWh]
0 [KWh]
40 [KWh]

WE-Stromerzeug.
Stromerzeug.
Min. Stromerzeug.
Max. Stromerzeug.

1 [-]

oV [kwWh]
0 [kwh]
1000  [KWh]

WEF-Strombezug
Strombezug
Min. Strombezug

Max. Strombezug

2 (Warme)

m=

595 [KWh/me]
OV  [kWh]
0 [KWh]
54 [KWh]

WEF-Warmeerzeug.
Waérmeerzeugung

Min. Warmeerzeug.
Max. Warmeerzeug.

3 (Gas)

m=
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Tabelle 14: Zuordnung der Anlagenparameter im Power-Nodes Modell der Klaranlage (Teil 2/3)

SS Formel- Faulturm- / Gebaudeheizung (EPN 3) Notstromaggregat (EPN 4)
zeichen Wert Einheit Bezeichnung Wert  Einheit Bezeichnung

C 2651  [kwh] Warmespeicher 1000 I Dieselspeicher
x ov [p.u] Speicherfullstand ov [p.u] Speicherfillstand
xmin 0 [p.u] Min. Fullstand 0 [p.u] Min. Fullstand
xmax 1 [p.u] Max. Fllstand 1 [p.u] Max. Fullstand
xstart 0,5 [p.u] Startfullstand 1 [p.u] Startflllstand
& f(K) [kwh] Wérmebedarf ov [1] Dieselzufuhr
. fmln - -

w ov [kwh] Lastabwurf - - -
v f(K) [kwh] Warmeverluste - -
- - - 1,30 [€N] Dieselpreis
¢y  -1000 [€/kWh] Unv.Warmebedarf - - -
(o - - - - - -
Nin - - - - - -

Uin - - - - - -
min - - - - - -

fmax

Uin } - - - ) }

- - - 3,195 [kWh/l]  WF-Stromerzeug.

Uout - - - OV  [kwh] Stromerzeug.
min - - - 0 [kWh]  Min. Stromerzeug.

- - - 125 [kwh]  Max. Stromerzeug.

1 (Strom)

m:

&

g3
=

Nin 1 [] WF-Wérmebezug - - -
Ui OV  [kwh] Warmebezug - - -
ymin 0 [kWh]  Min. Wéarmebezug - - .
ul®* 1000  [kwh]  Max. Wéarmebezug - - -

2 (Warme)
1
g

m:
oﬁ
g3

=

[-] WF-Gasbezug - - -
Uin ov [kwh] Gasbezug - - -
pmin 0 [kwh] Min. Gasbezug - - -
ult®* 125  [kWh] Max. Gasbezug - - -

S
3
-

3 (Gas)

m=
3
Q
R
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Tabelle 15: Zuordnung der Anlagenparameter im Power-Nodes Modell der Klaranlage (Teil 3/3)

SS Formel- NVP Stromnetz (EPN 5) NVP Gasnetz (EPN 6)
zeichen Wert  Einheit Bezeichnung Wert  Einheit Bezeichnung
C - - - - - -

X - - - - - -
xmm - - - - - -

X - - - - - -

& ov [kwh] E.-Austausch Netz OV [kwh]  E.-Austausch Netz
vogmin f(k)  [KWh]  u. Netzkap.-grenze - - -
gmax (k) [kwh]  o. Netzkap.-grenze - - -

Nin 1 [-] WE-Stromeinsp. - - -
Uiy, ov [kwh] Stromeinsp. - - -
ymin 0 [kwWh] Min. Stromeinsp. - - -
ut®* 1000  [kWh] Max. Stromeinsp. - - -

g Nout 1 [ WEF-Strombezug - - -
8 U OV [kwWh] Strombezug - ] ]
= wmn 0 [KWh]  Min. Strombezug - - _

3
Q
R

ue* 1000  [kWh] Max. Strombezug - - -
cuin  f(K) [€/kWh] Einspeisevergitung - - -
Cuout T(K) [€/kWh]  Strombezugspreis - - -

m

Cuour 211,04 [€/KkWh] Leistungspreis NNE - - -
Nin - - - - - -

2 (Warme)
I
g

m:
Qﬁ
g3

=

1

1

1
[

[-] WEF-Gasnetzbezug

Uyt - - - OV [kWh] Gasnetzbezug
min - - - 0 [kwh]  Min. Gasnetzeinsp..

uma: - - - 2000 [kwWh]  Max. Gasnetzeinsp.

3 (Gas)

m=
3
Q
R

- - - 0,045 [€/kWh] Gaspreis
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Tabelle 16: Zuordnung der Anlagenparameter im Power-Nodes Modell des Produktionsbetriebs (Teil 1/2)

SS Formel-
zeichen Wert

PV-Anlage (EPN 1)

Einheit

Bezeichnung

Wert

Batteriespeicher (EPN 2)

Einheit

Bezeichnung

f(k) [kwh]  PV-Stromerzeugung

oV [kV-Vh]

Abregelung

600
ov
0,2

[kwh]
[kWh]
[p.u.]
[p.u.]
[p.u.]

Speicherkapazitét
Speicherfillstand
Min. Fillstand
Max. Fillstand
Startflllstand

Speicherverluste

1 (Strom-EV)

m=

(S
OV  [kwh]
0 [KWh]
25  [KWh]

025 [€/kWh]

WE-Stromerzeug.
Eigenversorgung
Min. Stromerzeug.

Max. Stromerzeug.

40% EEG-Umlage

0,95

WEF-Strombezug
Strombezug
Min. Strombezug
Max. Strombezug
WF-Stromeinsp.
Stromeinsp.
Min. Stromeinsp.
Max. Stromeinsp.

2 (Strom-NE)

m=

1 [-]
oV
0 [KWh]
25  [KWh]

WE-Stromerzeug.
Netzeinspeisung
Min. Stromerzeug.
Max. Stromerzeug.
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Tabelle 17: Zuordnung der Anlagenparameter im Power-Nodes Modell des Produktionsbetriebs (Teil 2/2)

SS Formel- Produktionsprozess (EPN 3) NVP Stromnetz (EPN 4)
zeichen Wert  Einheit Bezeichnung Wert  Einheit Bezeichnung
C - - - - - -
x - - - - - -
X - - - - - -
x - - - - - -
X - - - - -
& -f(k)  [kwh] Stromverbrauch oV [kwh] Austausch Netz
v gmin - - - f(k)  [kKWh]  u. Netzkap.-grenze
gmax - - - (k) [kwWh] 0. Netzkap.-grenze
w ov [KWh] Lastabwurf -
v - - - - - -

Ce - - - - - -
Cw -1000 [€/kWh] Ponale Lastabwurf - - -

Nin 1 [-] WE-Strombezug 1 [-] WE-Stromeinsp.
Uiy, ov [kwh] Strombezug ov [kwh] Stromeinsp.
ymin 0 [kwh] Min. Strombezug 0 [kwh] Min. Stromeinsp.

S w1000 [kKWh] Max. Strombezug 1000  [KWHh] Max. Stromeinsp.
Y noue - - - 1 [-] WF-Strombezug
S wu - . . oV [kwh] Strombezug
o oumn - - - 0 [kKWh]  Min. Strombezug
S uont - - - 1000  [kwh] Max. Strombezug
€ cuin - - - f(k) [€/kWh] Einspeisevergltung
Cuout - - - f(k) [€/kWh]  Strombezugspreis
Cu.in } } B - ) -
&y out - - - 35,12 [€/kWh] Leistungspreis NNE
Nin - - - 1 [-] WE-Stromeinsp.
Uin - - - ov [kwh] Stromeinsp.
ymin - - - 0 [kWh] Min. Stromeinsp.
o uner - - - 1000  [kwWh] Max. Stromeinsp.
Zé Nout - - - - - -
g Uout B B - - B -
S oupt - - : - :
€  cuin - - - f(k)  [€/kWh] Einspeisevergiitung
Cu.out - - - - - -
CA'u.in - - - - - -
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Tabelle 18: Zuordnung der Anlagenparameter im Power-Nodes Modell der PtG-Anlage(Teil 1/2)

SS Formel- PV-Anlage (EPN 1) PtG-Anlage + H2-Speicher (EPN 2)
zeichen Wert Einheit Bezeichnung Wert  Einheit Bezeichnung
C - - - 2400 [m?] Speicherkapazitat
x - - - ov [kwh] Speicherfillstand
xmin - - - 0 [p.u] Min. Fullstand
xmax - - - 1 [p.u] Max. Fullstand
xstart - - - 0,5 [p.u.] Startfullstand
& f(K) [kwh]  PV-Stromerzeugung f(k) [m3] H2-Bedarf Busse
. fmin - - - - - -
fmax - - - - - -
w ov [kwh] Abregelung - - -
v - - - 0 [kwh] Speicherverluste
Ce - - - - - -
Cy - - - - - -
(o - - - - - -
Nin - - - 0,2 md¥kWh  WEF-Strombezug
Uin - - - OV  [kwh] Strombezug
yumin - - - 0 [kWh] Min. Strombezug

uar - - - 150  [kWh] Max. Strombezug
1 [-] WEF-Stromerzeug. - -
Ugut ov [kWh] Eigenversorgung - - -
min 0 [kwh]  Min. Stromerzeug. - - -
upa* 25 [kwh]  Max. Stromerzeug. - - -

1 (Strom-EV)
=
g

m=

Cuour 0,25 [€/kWh] 40% EEG-Umlage - - -

Nin B} } } } } -

Uin - - - - - -
min - - - - - -

Nout 1 [] WEF-Stromerzeug. - - -
oV [KWh] Netzeinspeisung - - -

min 0 [kWh]  Min. Stromerzeug. - - -
upy 25 [kwh]  Max. Stromerzeug. - - -

2 (Strom-NE)
1
g

m=

- - - 0,33 m3¥kWh  Energiegehalt H2

Uout - - - ov [kwh] H2-Einspeisung
min - - - 0 [kWh] Min. Einspeisung

ups - - - 50 [kwh] Max. Einspeisung

3 (Gas)

m=
3
Q
R
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Tabelle 19: Zuordnung der Anlagenparameter im Power-Nodes Modell der PtG-Anlage(Teil 2/2)

SS Formel- NVP Stromnetz (EPN 3) NVP Gasnetz (EPN 4)
zeichen Wert  Einheit Bezeichnung Wert  Einheit Bezeichnung
C - - - - - -

X - - - - - -
xmm - - - - - -

X - - - - - -

& ov [kwh] Austausch Netz oV [kwh] Austausch Netz
vogmin f(k)  [KWh]  u. Netzkap.-grenze - - -
gmax (k) [kwh]  o. Netzkap.-grenze - - -

Nin 1 [-] WF-Stromeinsp. - - ;
Uin OV  [kwh] Stromeinsp. - - -
umin 0 [KWh]  Min. Stromeinsp. - - -

S e 1000  [kwh]  Max. Stromeinsp. - - -
" our 1 [ WEF-Strombezug - - -
S Uout ov [KWh] Strombezug - - -
o ourr 0 [kwh]  Min. Strombezug - - -
—

ue* 1000  [kWh] Max. Strombezug - - -

€ cuin f(k) [€/KkWh] Einspeisevergutung - - -
Cuout T(K) [€/kWh]  Strombezugspreis - - -
éu.in - - ) - - - -
&y out 0 [€/kWh] Leistungspreis NNE - - -
Nin 1 [ WF-Stromeinsp. - - -
Uin OV  [kwh] Stromeinsp. - - -

ymin 0 [kwWh] Min. Stromeinsp. - - -
up® 1000  [KWh]  Max. Stromeinsp. - - -

min - - - - - -

cuin  f(K)  [€/kWh] Einspeisevergitung - - -

2 (Strom-NE)
<
g

m=

[-] WF-Gasnetzeinsp.
Uin - - - ov [kWh] Gasnetzeinsp.
ymin - - - 0 [kwh]  Min. Gasnetzeinsp..

ymax - - - 1000 [kwWh]  Max. Gasnetzeinsp.

3
S
1
1
1
[EY

3 (Gas)

min - - - - - -

m=
3
Q
R

Cu.in - - - -0,02 [€/kWh] Einsp.-vergutung H2
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9.4 Opportunitatskosten 2025
Tabelle 20: Zusammensetzung der jahrlichen Opportunitatskosten fiir Netzdienlichkeit (2025)
Klaranlage Kilaranlage Produktions- PtG-
(inkl. BelUftung) betrieb Anlage
Beschaffung 2,33 €/a 5,79 €/a - €/a -€/a
Stat. Netzentgelte 0,46 €/a 1,14 €/a -€/a -€/a
Strompreis  Sonstige 11,67 €/a 21,34 €/a -€/a -€/a
Gesamt 14,46 €/a 28,28 €/a - €/a - €/a
Beschaffung 0,17 €/a 1,44 €/a - €a 1,03 €/a
Dyn. Netzentgelte 0,03 €/a 0,71 €/a - €/a - €/a
Strompreis  Sonstige 0,30 €/a 9,97 €/a - €/a - €/a
Gesamt 0,49 €/a 12,12 €/a - €/a 1,03 €/a

9.5 Mengengerust der Planungsvarianten

Tabelle 21: MaRnahmen Planungsvarianten - Mengengerst

Variante Betriebsmittel / Position Netzbereich 1  Netzbereich 2 Netzbereich 3
2025 2035 2025 2035 2025 2035
MS-Kabel [km] 55 - - 3,1 1,1 0,2
Kabel MS-Schaltfeld [-] 1 - - 1 - -
Lasttrennschalter [-] 1 - - 1 - -
rONT rONT [-] 13 - - 7 - -
ESR-Modul [-] 1 - - 1 - -
ESR
ESR - Leistung [MVA] 3,2 - - 4,5 - -
DNA Grundsystem [-] 1 - - 1 1 -
DNA Sensoren[-] 4 - - 5 6 -
EinsMan
DNA Aktoreinbindung [-] 1 - - 1 1 -
Abgeregelte Energie [MWh] 0,28 1,67 - 15,03 0,13 13,93
DNA Grundsystem [-] 1 - - 1 1 -
DNA Sensoren[-] 4 - - 5 6 -
Flex
DNA Aktoreinbindung [-] 2 - - 2 2 -
Abgeregelte Energie [MWh] 0,11 0,42 - 7,84 - 1,20
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