Technische Universitat Miinchen

TUM School of Engineering and Design

Netzintegration dezentraler Flexibilitatsoptionen mit Fokus auf
ausgewahlte Anwendungsfalle fir bidirektionale Elektrofahrzeuge

Mathias David Mller

Vollstandiger Abdruck der von der TUM School of Engineering and Design der
Technischen Universitat Minchen zur Erlangung des akademischen Grades eines

Doktors der Ingenieurwissenschaften (Dr.-Ing.)

genehmigten Dissertation.

Vorsitz: Prof. Dr.-Ing. Hans-Georg Herzog
Prufer der Dissertation: 1. Prof. Dr.-Ing. Ulrich Wagner
2. Prof. Dr.-Ing. Rolf Witzmann

Die Dissertation wurde am 14.09.2022 bei der Technischen Universitat Minchen
eingereicht und durch die TUM School of Engineering and Design
am 27.12.2022 angenommen.



Danksagung

An erster Stelle mdchte ich mich bei meinem Doktorvater Prof. Ulrich Wagner fir die
vertrauensvolle Betreuung meiner Arbeit bedanken. Seine Erfahrung und Ubersicht in
Kombination mit der konstruktiven Kritik und dem entgegengebrachten Vertrauen haben
mich auf dem Weg zur Promotion bestarkt. Mein Dank gilt auch Prof. Rolf Witzmann fur
die Bereitschaft zur Ubernahme des Zweitgutachtens und die wertvollen Anregungen.

Ausdrucklich mdchte ich mich bei Prof. Wolfgang Mauch, dem ehemaligen Geschaftsfihrer
der FfE, fur die zahlreichen Diskussionen und die Moglichkeit Teil der FfE zu sein bedanken.
Er hat die FfE zu einem Ort gemacht, an dem man gerne arbeitet und sich wohlfihlt. Vielen
Dank auch an die aktuellen Geschaftsfuhrer der FfE, Dr. Christoph Pellinger und Dr. Serafin
von Roon, fur die stets gute Zusammenarbeit in den letzten Jahren und den nahtlosen
Ubergang.

Besonderer Dank gilt auch meinem Mentor Dr. Frank Wirtz fir die zahlreichen Diskussionen,
die Einblicke in die Praxis, die gemeinsamen Verdffentlichungen und vor allem auch die
Unterstitzung bei der Datenbereitstellung. Herzlichen Dank auch an Wolfgang Duschl fur
die Datenbereitstellung und die gute Zusammenarbeit im BDL-Projekt.

Die Forschung an der FfE ist Teamarbeit und ich mochte mich deswegen bei den
zahlreichen Kolleg:innen der letzten Jahre sowohl fur die inhaltlichen Diskussionen, die
gegenseitige Unterstitzung, aber auch die gemeinsamen Freizeitaktivitditen bedanken.
Besonders hervorheben mochte ich an dieser Stelle Yannic Blume, Janis Reinhard, Andreas
WeiB und Niklas JooB (GridSim-Team), sowie Adrian Ostermann und Timo Kern (BDL-
Projektleitung) und Florian Samweber, Thomas Estermann, Simon K&éppl und Elisabeth
Springmann fur die gute Zusammenarbeit Uber viele Jahre. Bedanken méchte ich mich auch
bei den zahlreichen Studierenden, mit denen ich in den letzten Jahren zusammengearbeitet
habe, und hier besonders bei Simon Rodler furs Korrekturlesen.

Ein ganz besonderer Dank gilt meiner Frau Johanna fur die jahrelange Begleitung auf dem
Weg zur Promotion mit allen Hohen und Tiefen, fir die Motivation und das stundenlange
Korrekturlesen.



Kurzfassung

Die Energiewende und die Elektrifizierung des Warme- und Mobilitatssektors sind zentrale
MaBnahmen zur Erreichung der CO,-Reduktionsziele. Bis zum Jahr 2030 sollen nach den
aktuellen Planen der Bundesregierung in Deutschland 15 Millionen Elektrofahrzeuge
zugelassen werden. Diese bieten mit ihren groBBen Speicherkapazitdten und hohen Lade-
leistungen im Vergleich zu anderen Verbrauchern in der Niederspannungsebene ein groBes
Flexibilitatspotenzial. Diese Flexibilitat steigt durch die Mdglichkeit des gezielten Entladens
(bidirektionales Laden) weiter an und kann in unterschiedlichen Anwendungsféllen (Use
Cases) genutzt werden. Neben der Optimierung der Energiekosten durch Zwischen-
speicherung von selbsterzeugter PV-Energie oder durch Verlagerung des Strombezugs aus
dem offentlichen Netz in Zeiten mit geringen Strompreisen kann die Flexibilitat auch an
den Strommarkten durch Handelsgeschafte monetarisiert werden. Zudem kann die
Flexibilitat zur Vermeidung von Netzengpassen eingesetzt werden.

Zur Bewertung der durch die unterschiedlichen Use Cases resultierenden Anforderungen
an die Stromnetze werden Uber 1.200 reale Niederspannungsnetze verwendet. Diese
werden ausgehend von der heutigen Belastung mit rdumlich hochaufgelésten Szenarien
fur die Entwicklung der Flexibilitatsoptionen bis zum Jahr 2050 verknupft. Als Grundlage far
das Energiesystemmodell fir Verteilnetze GridSim werden konsistente aktivitdtsabhangige
Lastgdnge fur Haushaltsverbrauche, Mobilitats- und Warmwasserbedarfe erstellt. Zudem
wird GridSim um ein lineares Optimierungsmodell erweitert, das den Flexibilitatseinsatz auf
Gebdudeebene je nach Use Case mit oder ohne Berlcksichtigung der Netzauslastung
bestimmt.

Die Ergebnisse zeigen, dass die Anforderungen an die Stromnetze zunehmen und bei
bedarfsorientiertem Einsatz der Flexibilitatsoptionen in 43 % der Netze bis zum Jahr 2040
Ausbaubedarf entsteht. Dieser wird nahezu vollstandig durch die zusatzlichen Verbraucher
verursacht, woran auch Warmepumpen einen mafBgeblichen Anteil haben, da diese im
Winter Uber lange Zeitrdume hohe Gleichzeitigkeiten aufweisen. Die Nutzung der
Flexibilitat in den unterschiedlichen Use Cases hat groBe Auswirkungen auf die
resultierende Netzbelastung. Lokale Optimierungen (PV-Eigenverbrauchserhéhung und
Spitzenlastkappung) senken jedoch den Netzausbaubedarf nur gering (2 %). Marktliche
Optimierungen hingegen erhdhen die Ladegleichzeitigkeiten von 20 - 30 % auf 90 % und
es entsteht in 71 % der Netze Ausbaubedarf (+66 %). Eine realistische Durchmischung der
Use Cases verursacht in 41 % der Netze leicht geringere Ausbaubedarfe als der rein bedarfs-
orientierte Betrieb. Zusatzliche netzdienliche Anreize, wie variable Netzentgelte, reduzieren
den Ausbaubedarf um 9 % auf 37 % der Netzgebiete. Durch kuratives Netzengpass-
management (Modell der Spitzenglattung) kann im realistischen Szenario in 21 % der Netze
der Ausbaubedarf vermieden werden. Der Netzausbau kann jedoch meist nicht ersetzt,
sondern nur zeitlich verzdgert werden. Die Ursachen sind tberwiegend Transformator-
Uberlastungen und zu niedrige Spannungen an Hausanschlissen.

Im Rahmen dieser Arbeit wird gezeigt, dass die Flexibilitat im Verteilnetz zukilnftig stark
ansteigt und die Art und Weise der Nutzung groB3en Einfluss auf die Netzbelastung hat.



Abstract

The energy transition and electrification of the heating and mobility sectors are key
measures for achieving the CO2 reduction targets. According to the current goals of the
German government, 15 million electric vehicles should be registered in Germany by 2030.
Electric vehicles, with their large storage capacities and high charging powers, offer great
flexibility potential compared to other consumers at the low-voltage level. This flexibility
increases further with the possibility of bidirectional charging and can be utilised in different
use cases. Besides optimising energy costs through intermediate storage of self-generated
PV energy or by shifting electricity purchases from the public grid in times of low electricity
prices, flexibility can also be monetised on the electricity markets through trading
transactions. In addition, flexibility can be used to avoid grid congestions.

More than 1,200 real low-voltage grids are used to evaluate the demands on the electricity
grids resulting from the different use cases. Starting from today's load, the grids are linked
with spatially high-resolution scenarios for the development of flexibility options up to the
year 2050. Consistent activity-dependent load profiles for household consumption, mobility
and hot water requirements are created as the basis for the GridSim energy system model
for distribution grids. In addition, GridSim is extended to include a linear optimisation model
that determines the use of the flexibility at a building level with or without consideration of
the grid load, depending on the use case.

The results show that the requirements on the electricity grids are increasing and that there
is a need for expansion in 43% of the grids by 2040 if the flexibility options are used
according to demand. This is almost entirely caused by the additional loads, of which heat
pumps also play a significant role, as they have high simultaneities over long periods in
winter. The utilisation of flexibility in the different use cases has major effects on the
resulting grid load. However, local optimisations (PV self-consumption increase and peak
load capping) reduce the grid expansion demand only slightly (2%). Market optimisations,
on the other hand, increase the charging simultaneities from 20 - 30% to 90% and result in
a need for expansion in 71% of the grids (+66%). A realistic mix of use cases causes a slightly
lower need for expansion (41%) than the demand-led reference scenario. Additional grid-
serving incentives, such as variable grid charges, reduce the expansion requirement by 9%
to 37% of the grids. Curative grid congestion management (model of peak smoothing) can
avoid the need for expansion in 21% of the grids in the realistic scenario. However, the grid
expansion can mostly only be delayed and not substituted. The causes are mainly
transformer overloads and too low voltages at grid connection points.

Within the scope of this work, it was shown that flexibility in the distribution grid will increase
strongly in the future and that the way it is used has a great influence on the grid load
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1 Einleitung

Diese Arbeit beschaftigt sich mit der Netzintegration dezentraler Flexibilitdten mit Fokus auf
rlckspeisefahigen Elektrofahrzeugen (EFZ). Hierzu wird ein Energiesystemmodell (weiter-)
entwickelt und ausgewahlte Betriebsweisen der Flexibilitdt sowie deren Einfluss auf die
Netzbelastung mittels verschiedener Szenarien in der Niederspannung (NS) analysiert. In
diesem einleitenden Kapitel wird zundchst die Motivation fir die Forschung in diesem
Themenfeld dargelegt. Aufbauend darauf wird der aktuelle Stand der Forschung und die
bestehenden Forschungslicken erldutert. AbschlieBend werden die Forschungsfragen und
Ziele abgeleitet, welche im Rahmen dieser Arbeit beantwortet werden.

1.1 Motivation

Die internationale Gemeinschaft hat sich im Jahr 2015 mit dem Pariser Klimaabkommen auf
eine starke Reduktion der Treibhausgasemissionen verstandigt, um die Erderwdrmung,
welche durch den menschengemachten Klimawandel verursacht wird, deutlich unter 2 °C
zu halten [1, 2]. Aufbauend darauf hat sich die deutsche Bundesregierung das Ziel gesetzt,
die Treibhausgasemissionen bis zum Jahr 2050 im Vergleich 1990 um 80 bis 95 % zu senken
und den ,Klimaschutzplan 2050 ausgearbeitet [3]. In diesem Plan werden Ziele fir die
Sektoren Energiewirtschaft, Gebdude, Verkehr, Industrie, Landwirtschaft und Sonstiges
definiert. Um die gesteckten Ziele zu erreichen, missen in allen Sektoren Emissionen
eingespart werden. Aktuell werden durch den Ausbau der erneuerbaren Energien (EE) die
groBten Einsparungen im Bereitstellungssektor erzielt [4]. Zur Beschleunigung des Ausbaus
wurden die Ziele in den letzten Jahren kontinuierlich angehoben und vor allem durch die
aktuelle Bundesregierung im Jahr 2021 eine starke Beschleunigung angekundigt.

In aktuellen Studien und Szenarioanalysen besteht breiter Konsens, dass eine (teilweise)
Elektrifizierung des Verkehrs- und Warmesektors zur Erreichung der Klimaziele notwendig
ist [5-8]. Im aktuellen Koalitionsvertrag der Bundesregierung wird ein Ziel von 15 Millionen
Elektrofahrzeugen bis 2030 genannt [9]. Im Jahr 2021 lag die Zahl der zugelassenen reinen
Elektrofahrzeuge bei 618.460, wobei sich die Anzahl im Gegensatz zum Vorjahr verdoppelt
hatte [10].

Die geplante Elektrifizierung dieser Sektoren erhéht den Elektrizitdtsbedarf in Privathaus-
halten (HH) deutlich. In Kombination mit dezentralen Photovoltaikanlagen (PV) auf den
Gebaudedachern zur Erzeugung von Strom wandeln sich die bisherigen Verbrauchsmuster
wesentlich. Die Kunden werden von passiven Verbrauchern zu Erzeugern und zukunftig
durch die vermehrte Mdéglichkeit der Lastverschiebung und Speicherung von Energie zu
Anbietern von Flexibilitat [11]. Da diese Entwicklungen verstarkt in den unteren Ebenen des
Stromnetzes stattfinden, verédndern sich die Anforderungen hier deutlich [12]. Inwieweit die
heutigen Stromnetze hierflr gerUstet sind und welchen Einfluss unterschiedliche Betriebs-
weisen der Flexibilitdtsoptionen hierauf haben, sind die Leitfragen dieser Arbeit.
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1.2 Stand der Forschung

Im Themenbereich der Energiewende und den damit verbundenen Auswirkungen auf das
Stromnetz wurde in den letzten Jahren bereits umfangreiche Forschung betrieben. Der
Fokus dieser Arbeit liegt auf den Auswirkungen der Elektrifizierung des Warme- und
Mobilitatssektors unter Beachtung der zunehmenden dezentralen Stromerzeugung. Ein
besonderer Schwerpunkt liegt auf den Moglichkeiten des bidirektionalen Ladens von
Elektrofahrzeugen. Fur diese Analysen sind sektorentbergreifende Last- und Bedarfsgange
fur einzelne Haushalte notwendig und es bedarf eines Simulationsmodells, welches sowohl
die Flexibilitdt der neuen Verbraucher bei unterschiedlichen Vermarktungsstrategien als
auch die daraus resultierenden Netzrickwirkungen abbilden kann.

In den folgenden Abschnitten wird zunachst auf den Stand der Forschung im Bereich der
sektorlbergreifenden Lastgang-Modelle und aufbauend darauf auf entsprechende
Modelle zur Bewertung der Netzbelastungen eingegangen.

1.2.1 SektorUbergreifende Lastgang-Modelle fir Privathaushalte

Die zunehmende Elektrifizierung der Bereiche Warmebereitstellung und Mobilitat erfordert
fur die Modellierung privater Haushalte eine fundierte und zusammenhéngende Daten-
grundlage. Da die genannten Bereiche Uber die Nutzer eng miteinander verknUpft sind,
sollte eine integrierte und konsistente Modellierung einer voneinander unabhangigen
Einzelerstellung der Lastgange vorgezogen werden. Fur die spatere Modellierung und
Analyse der Auswirkungen sind zudem individuelle Einzelprofile mit hoher zeitlicher
Auflésung relevant, um die Effekte heterogener Verhaltensweisen auf die resultierende
Netzbelastung abbilden zu kénnen. Die folgende Ubersicht zum Stand der Wissenschaft
beruht auf der entsprechenden Veréffentlichung des Autors [13].

Auf Grund der hohen Relevanz dieser Thematik gibt es zahlreiche Vorarbeiten hierzu in der
Literatur. In [14] wird ein Uberblick tiber verschiedene Modelle gegeben. Prinzipiell lassen
sich diese Modelle in Top-down und Bottom-up unterscheiden [15].

Top-down Modelle beschreiben die schrittweise Aufteilung bzw. Disaggregation von einem
beispielsweise gemessenen Profil mehrerer Haushalte auf Einzelhaushalte oder sogar auf
einzelne Gerate in diesen Haushalten. Ein Beispiel hierfiir sind die Standardlastprofile (SLP)
des Bundesverbandes der Energie- und Wasserwirtschaft (BDEW), bei welchen aus
Langzeitmessungen fir mehrere Haushalte typische Profile fur einzelne Tage (z. B. Werk-
oder Sonntage) abgeleitet wurden [16]. Die Schwachen dieser Profile liegen in der relativ
geringen Zeitaufldsung von 15 Minuten und darin, dass keine Einzelprofile bestimmt
werden und somit eine Verwendung erst ab einer Aggregation von ca. 150 Haushalten
sinnvoll ist [17]. Deterministische Top-down Modelle wie z. B. in [18] oder [19]
disaggregieren hingegen aus den gemessenen Lastprofilen zusatzlich einzelne Gerate-
gruppen und erlauben so detailliertere Einzelprofile. Die Vorteile der Top-down Modelle
sind der geringere Rechenaufwand und die einfache Parametrisierung, nachteilig sind aber
die fehlende Vielfalt und Detailtiefe.
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Eine deutlich hohere Detailtiefe ermoglichen hingegen Bottom-up Modelle durch
Abbildung zahlreicher Einzelkomponenten, welche durch Aggregation zu Gesamtlast-
gangen zusammengeflgt werden. Es kdnnen sowohl einzelne Haushalte als auch ganze
Gebiete Uber geeignete Aggregationsebenen abgebildet werden. Bestehende Modelle fur
Haushaltslastgange koénnen in die Kategorien statistische Zufallsmodelle, probabilistisch
empirische Modelle oder Zeitnutzungsmodelle unterteilt werden. Statistische Modelle, wie
beispielsweise in [20], variieren statistische Daten mittels Zufallsverfahren, um Diversitat zu
erzeugen. Das Modell aus [20] wird allerdings in [14] und [21] auf Grund der Einfachheit und
ungenauen Validierung kritisiert. Bei probabilistisch empirischen Modellen, wie etwa in [22],
werden aus soziodkonomischen Daten, wie beispielsweise dem Einkommen oder der
Wohnflache des Gebaudes, der jahrliche Energiebedarf bestimmt. Mittels realer Gerate-
profile, aus denen Einschaltwahrscheinlichkeiten abgeleitet werden, werden im Weiteren
die Lastgange berechnet. In diesem Modell wird jedoch kein Nutzerverhalten betrachtet
und es gibt somit keine Mdglichkeit zur konsistenten Abbildung des Mobilitatsverhaltens.
Die Abbildung des Nutzerverhaltens geschieht hingegen in Zeitnutzungsmodellen, bei
denen auf Basis von Zeitverwendungserhebungen (ZVE), wie z. B. [23] — hierbei werden
mittels Umfragen und Tagesprotokollen Daten zur Zeitnutzung erhoben — der Tagesablauf
von Agenten nachgebildet wird. Zur Nutzung dieser Zeitverwendungsdaten in Modellen
zur Lastgangerstellung gibt es in der Literatur unterschiedliche Herangehensweisen. In [24]
werden diese Daten in einem deterministischen Ansatz direkt verwendet, wohingegen in
[21] aus diesen in einem Zwischenschritt zunachst Wahrscheinlichkeitsverteilungen
berechnet und mittels dieser synthetische Tagesprofile erstellt werden. Alternativ zu der
Berechnung von Wahrscheinlichkeitsverteilungen werden in [25] Ubergangswahrscheinlich-
keiten, welche im nachsten Schritt als Eingangsdaten fur einen Markow-Prozess dienen,
berechnet. Diese Ubergangswahrscheinlichkeiten beschreiben die Wahrscheinlichkeit von
einem Zustand in einen anderen zu wechseln. Im letzten Schritt werden diese Aktivitaten
mit entsprechenden Geraten verknipft und Lastgange gebildet. Diese Art der Modellierung
erlaubt es, durch die Aktivitatsprofile eine Kopplung der unterschiedlichen Sektoren zu
erreichen.

Analog zu den Modellen zur Bestimmung von Haushaltslastgange gibt es in der Literatur
auch unterschiedliche Herangehensweisen zur Erstellung von Mobilitatsprofilen. In [26] wird
ein deterministisches Modell basierend auf der Mobilitdtsbefragung ,Mobilitat in
Deutschland” (MiD) 2008 ([27]) beschrieben, bei dem Tagesprofile mittels Clusterverfahren
in Nutzergruppen (z. B. Pendler) und Typtage (z. B. Sonntage) eingeteilt werden. Durch
Verknlpfung von sieben Tagesprofilen aus derselben Nutzergruppe, welche zufallig bei der
Auswahl des ersten Tagesprofils bestimmt wird, werden Wochenprofile gebildet. Daneben
gibt es zahlreiche Modelle, welche auf dem Prinzip der Markow-Ketten basieren. In [28]
wird beispielsweise mittels eines Markow-Prozesses ein Mobilitatsprofil mit vier Zustanden,
drei unterschiedliche Standorte und Fahren, gebildet. Mittels Multiplikation der Fahrzeit mit
einer mittleren Geschwindigkeit werden in einem zweiten Schritt die Fahrtdistanzen
berechnet. Ein deutlich komplexeres Modell mit 13 unterschiedlichen Zustanden, wovon
jeder einen Fahrtgrund reprasentiert, wird in [29] vorgestellt. In [30] wird basierend auf
Standortdaten ein raumlicher Markow-Prozess beschrieben. Es werden drei Parkorte (zu
Hause, Arbeit und Sonstiges) als Zustande benutzt und die entsprechenden Entfernungen
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mittels Kartendaten abgeleitet. In [31] wird ein Modell diskutiert, dass bei der Erstellung der
Fahrtenkette zeitliche und rdumliche Wahrscheinlichkeiten bertcksichtigt. Insgesamt gibt
es somit bereits einige unterschiedliche Ansatze zur Erstellung von Mobilitatsprofilen, auf
deren Basis die Fahrten und aufbauend darauf die Ladebedarfe von Elektrofahrzeugen
ermittelt werden konnen.

Bei den betrachteten Modellen werden jedoch nur in [21] alle drei relevanten Bereiche
— elektrische Lastgange, Warme- und Mobilitatsbedarf — abgedeckt. Das Mobilitatsmodell
ist darin allerdings stark vereinfacht und der Fahrbedarf wird mit den resultierenden
jahrlichen Fahrleistungen von 2.000 — 18.000 km bei einem Durchschnitt von ca. 3.000 km
deutlich unterschatzt. Denn die durchschnittliche Jahresfahrleistung in Deutschland der
Jahre 2016 — 2020 lag bei 13.721 km pro Fahrzeug und war somit 4,5 mal so grof3 [32].

Die bisherige Literatur in diesem Themenbereich ist wie gezeigt vielféltig, aber die
bestehenden Modelle zeigen Defizite gerade im Hinblick auf die Verkntpfung der einzelnen
Teilbereiche auf. Somit bedarf es hier weiterer Forschung und die Entwicklung
entsprechender Modelle.

1.2.2 Netzrickwirkungen von Flexibilitdtsoptionen

Zur Modellierung von dezentralen Flexibilitdtsoptionen wie beispielsweise Elektrofahr-
zeugen, Warmepumpen (WP) oder Batteriespeichern (BS) und deren Auswirkungen auf die
Netzbelastungen gibt es zahlreiche Studien und Veroéffentlichungen. In [33] werden
75 Modelle zur Analyse von Energie- und Stromsystemen verglichen. Die Modelle werden
neben dem methodischen Ansatz und dem Ziel auch hinsichtlich ihrer raumlichen und
zeitlichen Auflésung sowie den technischen und wirtschaftlichen Merkmalen bewertet. Die
Autoren schlussfolgern, dass die unterschiedlichen Modelle heute umfangreiche
Moglichkeiten bieten, aber unter anderem Weiterentwicklungen zur Abbildung der
Nachfrageseite notwendig sind.

In [34] werden 125 Modelle zum Energieverbrauch von Elektrofahrzeugen und deren
Einfluss auf die Verteilnetze verglichen. Der Vergleich zeigt, dass die Mdglichkeiten der
Modelle stark variieren und ein breites Spektrum an Fragestellungen damit beantwortet
werden kann. Von den 125 Modellen werden 44 detaillierter verglichen. Diese Modelle
werden im Weiteren in Kategorien eingeteilt, welche von der Fahrzeugmodellierung,
Analysen zum Antriebsstrang, Energiemanagementsysteme in Fahrzeugen Uber die
resultierenden Emissionen bis zu Fragen der Netzintegration mit dezentralen Erzeugungs-
quellen reichen. Insgesamt werden 28 Modelle der Kategorie Verteilnetzanalyse
zugewiesen. Als Fazit wird gefolgert, dass es kein Modell fur alle Anwendungsbereiche gibt
und die Studie somit als Entscheidungshilfe fur eine Modellauswahl je nach Fragestellung
zu verstehen ist.

Einen klareren Fokus auf den Stand der Forschung zur Netzintegration der Elektromobilitat
hat die vom Forum Netztechnik/Netzbetrieb (FNN) des Verbands der Elektrotechnik,
Elektronik und Informationstechnik (VDE) und BDEW beauftragte ,Metastudie Forschungs-
Uberblick Netzintegration Elektromobilitat” ([35]). In dieser Studie werden 284 nationale
und 36 internationale Studien betrachtet, um den aktuellen Stand zur Netzintegration



Einleitung

zusammenzufassen und weiteren Forschungsbedarf aufzudecken. Hierin wird unter
anderem empfohlen, dass zukinftige Studien die Gleichzeitigkeit der Ladevorgange
ausweisen und technologische Entwicklungen (Batteriekapazitaten und Ladeleistungen)
sowie der vermehrte Einsatz von Elektromobilitdt im Gewerbe weiter erforscht werden
sollten. Ebenso sollten verstarkt landliche Netzgebiete betrachtet werden. In den
betrachteten Studien sind keine Ergebnisse zu den Netzbelastungen durch bidirektionale
Elektrofahrzeuge enthalten. Insgesamt wird das Begriff ,bidirektionales Laden” nur in vier
der 46 Studiensteckbriefe erwahnt.

Die resultierende Netzbelastung durch Elektrofahrzeuge wird maBgeblich von der
Ladestrategie beeinflusst, wie unterschiedliche Studien trotz verschiedener Ansatze zeigen
[12, 36-38]. In [36] werden hierzu unterschiedliche preisoptimierte Ladestrategien (variable
Strompreise oder variable Netzentgelte) mit ungesteuertem Laden hinsichtlich der
Netzbelastung verglichen. In [37] werden Ladeplane unter Berilcksichtigung von Nutzer-
und Netzrestriktionen diskutiert und in [38] unterschiedliche Ladestrategien zur
Netzentlastung verglichen. In der Studie ,Verteilnetzausbau fur die Energiewende -
Elektromobilitdt im Fokus” ([12]) im Auftrag der Agora Energiewende, der Agora
Verkehrswende und dem Regulatory Assistance Project werden unterschiedliche
Ladestrategien (ungesteuertes Laden und verschiedene Varianten von netzdienlich
gesteuertem Laden) verglichen. Die Studie kommt zu dem Ergebnis, dass netzdienliches
Laden die Netzausbaukosten um 50 % senken kann. Wie in den zuvor genannten Studien
erfolgt auch hier keine Betrachtung von bidirektionalem Laden, was die verflgbare
Flexibilitat signifikant erhéhen wirde.

Im Gegensatz zu den Netzrickwirkungen von bidirektionalen Elektrofahrzeugen gibt es
bereits umfassende Literatur im Bereich der Use Cases und Erlésmoglichkeiten. In [39]
werden Erldse fur unterschiedliche Use Cases (PV-Eigenverbrauchserhéhung und Intraday-
Optimierung) und deren Kombinationen ermittelt. Ebenso werden in [40] unterschiedliche
Use Case Kombinationen und deren Erldse analysiert. Zusatzlich gibt es zahlreiche Arbeiten,
die sich mit den Erlésmoglichkeiten lokaler Optimierungen (Behind-the-meter)
beschéaftigen, wie beispielswiese [41] oder [42].

Wie in diesem Absatz beschrieben, gibt es bereits zahlreiche und umfassende Literatur im
Bereich der Netzrlckwirkungen durch Flexibilitatsoptionen. Allerdings fehlt es an
detaillierten und umfassenden Analysen zu den Netzbelastungen durch die zunehmende
Elektrifizierung und den Betriebsmdglichkeiten dieser Flexibilitatsoptionen durch die
voranschreitende Digitalisierung. Besonders die Auswirkung von bidirektionalen Elektro-
fahrzeugen und die verschiedenen Use Cases bedurfen weiterer Forschung. Die
beschriebenen Entwicklungen fuhren zu veranderten Lastgdngen der Komponenten sowie
der resultierenden Netzbelastungen und somit zu neuen Anforderungen an die
Verteilnetze.
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1.3 Forschungsfragen

Aus der beschriebenen Motivation und dem vorgestellten Stand der Forschung leiten sich
die Ziele und Forschungsfragen dieser Arbeit ab. Die Forschungsfragen lassen sich in drei
Hauptbereiche unterteilen:

1. Folgen der zunehmenden Elektrifizierung auf die Netzbelastung

2. Auswirkungen der Optimierung von Flexibilitdtsoptionen aus Nutzersicht auf die
Netzbelastung

3. Moglichkeiten zur Nutzung der Flexibilitatsoptionen zur Netzentlastung

Der erste Forschungsbereich befasst sich mit den zuklinftigen Flexibilitatsoptionen und den
daraus resultierenden Netzbelastungen. Hierbei stellt sich die Frage der zu erwartenden
Durchdringung der Netzgebiete mit beispielsweise PV-Anlagen, Batteriespeichern, Warme-
pumpen und Elektrofahrzeugen. Neben der reinen Verfligbarkeit sind fur die weiteren
Analysen geeignete Auslegungen der Flexibilitatsoptionen abzuleiten. AbschlieBend wird
analysiert, wie sich dadurch die gleichzeitige Leistung in einem Netzgebiet verandert. Die
maximale gleichzeitige Leistung ist diejenige Leistung, die fur die Netzauslegung relevant
ist. Zusammenfassend stellen sich folgende Forschungsfragen:

*  Wie entwickeln sich Flexibilitdtsoptionen in der Niederspannungsebene?

*  Welche gleichzeitige Leistung ist fur die zusatzlichen Verbraucher im ungesteuerten
Fall anzunehmen und was bedeutet dies fur die vorzuhaltende Maximallast je
Netzverknipfungspunkt?

Im zweiten Forschungsbereich werden unterschiedliche Use Cases zum Einsatz der
Flexibilitat aus Nutzersicht identifiziert und bewertet. Durch beispielsweise optimiertes
Laden von Elektrofahrzeugen in Zeiten mit niedrigen Strompreisen werden Ladevorgéngen
synchronisiert und die Gleichzeitigkeit steigt an. Zudem werden die resultierenden
Netzbelastungen dieser Betriebsweisen analysiert. Zusammengefasst ergeben sich daraus
die weiteren Forschungsfragen:

*  Welche Use Cases fur Flexibilitatsoptionen kommen aus Nutzersicht in Frage?
*  Welche Auswirkungen auf die Netzbelastung haben diese Use Cases?

Im dritten Forschungsbereich werden unterschiedliche Moglichkeiten zum netzdienlichen
Einsatz der Flexibilitaten identifiziert. Aufbauend darauf werden die Mdglichkeiten und
Hemmnisse der Flexibilitat zur Netzentlastung bestimmt. AbschlieBend wird analysiert, wie
oft im Falle von netzdienlichem Flexibilitatseinsatz die Flexibilitat nicht fir nutzerorientierte
Use Cases zur Verfigung steht oder der Primarnutzen, z. B. Fahren, eingeschrankt wird.
Zusammenfassend stellen sich folgende zwei weiteren Forschungsfragen in diesem Bereich:

*  Wie kdnnen Verteilnetzbetreiber Flexibilitdten zur Netzentlastung nutzen?

« Kann durch netzdienlichen Flexibilitatseinsatz Netzausbau vermieden werden und
was bedeutet dies fur die Kunden?



2  Methodischer Ansatz

Dieses Kapitel gibt einen Uberblick tber den Aufbau der Dissertation und der entwickelten
Methodik zur Beantwortung der identifizierten Forschungsfragen. Eine Gesamtubersicht
der Kapitel und deren VerknUpfungen ist in Abbildung 2-1 dargestellt.

Zunachst werden im Kapitel 3 Grundlagen zum Themenbereich Flexibilitat beschrieben und
die wesentlichen Begriffe definiert. Aufbauend auf den Begriffsdefinitionen werden
unterschiedliche Flexibilitatsoptionen beschrieben. Im Weiteren werden verschiedene
Einsatzmoglichkeiten (markt-, system-, netzdienlich) und mdogliche Use Cases erldutert.
AbschlieBend erfolgt ein Exkurs zur ErschlieBung der dezentralen Flexibilitatsoptionen
mittels intelligenter Messsysteme.

Die Schaffung einer validen Datengrundlage zur Bewertung der zukinftigen Versorgungs-
aufgabe der Verteilnetze ist der Fokus im Kapitel 4. Hierzu werden zunachst bereitgestellte
reale Niederspannungsnetztopologien fur die spatere Verwendung im Simulationsmodell
aufbereitet. Diese Niederspannungsnetze werden im zweiten Schritt mit den aktuellen
Verbrauchern und Erzeugern verknilpft. Im dritten Schritt werden raumlich hochaufgel&ste
Szenarien fur die Flexibilitatsoptionen aus Kapitel 3 erstellt und mit den realen Netzen sowie
deren aktueller Belastung verschnitten. Somit ergeben sich Netztopologien mit tber die
Jahre konsistenten Entwicklungen der Flexibilitdtsoptionen, welche fur die weiteren
Betrachtungen verwendet werden.

In Kapitel 5 werden fir die unterschiedlichen Verbraucher und Erzeuger Last- und Bedarfs-
gange als Grundlage fur die Modellierung der Flexibilitatsoptionen erzeugt. Mittels eines
Bottom-up Modells, welches auf einem erweiterten Markow-Prozess basiert, werden fiir
Haushalte elektrische Lastgange sowie Warmwasserbedarfe und Mobilitatsprofile erstellt.
Verknipft mit den Raumwarmebedarfen aus einem Gebdudemodell ergeben sich die
thermischen Bedarfe je Gebaude. Zudem wird die Erstellung der Gewerbelastgange und
Erzeugungsgangen der EE-Anlagen beschrieben. Diese statischen Last- und Erzeugungs-
gange, welche im Weiteren nicht verandert werden, sowie die Bedarfsgange der flexiblen
Komponenten dienen als Eingangsdaten fir das in Kapitel 6 beschriebene Modell.

Im Kapitel 6 wird die Modellierung der elektrischen Lastgange je Gebdude beschrieben,
welche sich aus den statischen Lastgéngen und denen der Flexibilitatsoptionen zusammen-
setzen. Die Modellierung der Flexibilitatsoptionen erfolgt je nach Parametrisierung mittels
einer Steuerung, z. B. Laden beim Anstecken des Fahrzeugs (bedarfsgefiihrt), oder einer
Optimierung. Je nach Use Case kann die Kostenstruktur fur die lineare Optimierung, bei der
die Gesamtkosten je Hausanschluss (HA) minimiert werden, angepasst werden. Bei der
nutzerorientierten Optimierung erfolgt keine Berilcksichtigung des Netzzustandes.
Aufbauend darauf werden im Weiteren die Netzrestriktionen in die Optimierung integriert.
Als praventive MaBnahme werden Netzentgelte in Abhangigkeit der erwarteten Auslastung
dynamisiert. Alternativ wird das Modell der Spitzenglattung als kurative MaBBnahme zur
Engpassbehebung implementiert, hierbei wird durch eine Randbedingung die maximale
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Bezugsleistung im Falle von Netziberlastungen limitiert. Das Optimierungsmodell wird
hierzu in das Simulationsmodell fir Verteilnetze GridSim integriert. Zur Ermittlung der
Netzbelastungen wird in GridSim je Zeitschritt der Jahressimulation eine Lastfluss-
berechnung durchgefihrt.

Dezentrale Flexibilitat

Intelligente
Messsysteme

>

Zukunftige Versorgungsaufgabe der Verteilnetze

Grundlagen Flexibilitadtsoptionen Use Cases

Aktuelle Verbraucher Szenarien fur
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>

Energiebedarfe und statische Lastgénge
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) . oder RLM- Energien
Verbrduche im Haushalt modell ..
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Abbildung 2-1:  Gesamtmethodik der Arbeit zur Bewertung der Auswirkungen von
bidirektionalen Elektrofahrzeugen auf die Netzbelastung
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In Kapitel 7 werden die Ergebnisse der Szenarien und Use Cases beschrieben und
eingeordnet. Neben dem Markthochlauf der Flexibilitdtsoptionen und den damit
verbundenen neuen Anforderungen an die Stromnetze werden im Detail auch die
unterschiedlichen Use Cases und die daraus resultierenden gleichzeitigen Leistungen der
Elektrofahrzeuge sowie die Netzrlickwirkungen analysiert. Aufbauend auf den Ergebnissen
der nutzerorientierten Optimierungen werden die Moglichkeiten des netzdienlichen
Einsatzes der Flexibilitatsoptionen evaluiert und diskutiert. Es werden sowohl praventive als
auch kurative MaBnahmen betrachtet.

AbschlieBend folgen eine Zusammenfassung und die Beantwortung der Forschungsfragen
sowie die Einordnung der Ergebnisse. Zudem wird ein Ausblick auf weitere offene
Forschungsfragen gegeben.

In Abbildung 2-2 sind ausgewahlte Veroffentlichungen des Autors mit engem Bezug zur
vorliegenden Dissertation aufgefuhrt. Die Darstellung orientiert sich am Aufbau der
Gesamtmethodik und zeigt die Verortung in den jeweiligen Kapiteln. Eine vollstandige Liste
der Veroffentlichungen des Autors ist am Ende dieser Arbeit zu finden.
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3  Dezentrale Flexibilitat

Der Begriff Flexibilitat ist aktuell im Bereich der Energiewirtschaft sehr prasent und es gibt
nahezu keine Tagung oder Konferenz, auf der das Schlagwort nicht vorkommt. Obwohl der
Begriff omniprasent ist, wird dieser oftmals sehr allgemein und unspezifisch verwendet. In
diesem Kapitel werden aus diesem Grund zundchst Flexibilitdt und weitere wichtige
verwandte Begriffe definiert. Im Weiteren werden unterschiedliche Flexibilitdtsoptionen
beschrieben. Aufbauend darauf werden Einsatzmdglichkeiten von dezentralen, kleinteiligen
Flexibilitatsoptionen vorgestellt. AbschlieBend wird auf die ErschlieBung dieser Flexibilitat
mittels intelligenter Messsysteme eingegangen.

3.1 Definitionen

Zur Schaffung eines einheitlichen und klaren Verstdndnisses des Flexibilitatsbegriffes und
weiterer damit zusammenhadngender Begrifflichkeiten erfolgen im nachsten Abschnitt
entsprechende Definitionen und Abgrenzungen.

Definition Flexibilitat

Zunachst wird der Begriff Flexibilitat beleuchtet und aufbauend darauf dessen Verwendung
im Rahmen dieser Dissertation definiert. Im Allgemeinen bedeutet Flexibilitat laut Duden
entweder ,flexible Beschaffenheit; Biegsamkeit, Elastizitat” [43] oder ,Fahigkeit des flexiblen,
anpassungsfahigen Verhaltens” [43]. Die zweite Bedeutung beschreibt den Begriff, wie er
auch in dieser Arbeit verwendet wird, also die Fahigkeit bzw. Méglichkeit sein Verhalten
anzupassen. Diese Anpassbarkeit bezieht sich im Bereich der Energiewirtschaft im All-
gemeinen auf Leistungsanderungen von Erzeugungs- oder Verbrauchsanlagen und wurde
von der Bundesnetzagentur (BNetzA) basierend auf [44] folgendermal3en definiert:

,Flexibilitat ist die Verdnderung von Einspeisung oder Entnahme in Reaktion auf ein externes
Signal (Preissignal oder Aktivierung), mit dem Ziel eine Dienstleistung im Energiesystem zu
erbringen. Die Parameter um Flexibilitit zu charakterisieren beinhalten: die Hbhe der
Leistungsverdnderung, die Dauer, die Verdnderungsrate, die Reaktionszeit, der Ort etc.”
[45, S. 6]

Fur die ErschlieBung der Flexibilitat und um diese beschreibbar zu machen sind neben der
rein technischen Fahigkeit die genannten Parameter relevant. Die Parameter kénnen auch
von Nutzerbedirfnissen (z. B. Ladezustand eines Elektrofahrzeugs bei Abfahrt) abhangig
sein. Hierzu werden in [46] folgende Parameter beschrieben:

e Maximale und minimale Leistung
e Maximale Leistungsanderung je Zeiteinheit
e Verschiebbare Energiemenge inkl. einer Zeitangabe

e Ort der Flexibilitat
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Die ersten drei Kennwerte beschreiben Randbedingungen bezlglich des Umfangs der
Flexibilitat und kdnnen auch unter der technischen Eignung zusammengefasst werden [47].
Der letzte Punkt hingegen zielt auf den Wirkort der Flexibilitat ab und ist nur in bestimmten
Einsatzfallen, wie beispielsweise der Vermeidung von Netzengpassen, relevant.

Weiterfihrend kann die Flexibilitat nach der Art des Abrufs in aktive (zentrale) und passive
(autonome oder lokale) Flexibilitdt unterschieden werden. Die aktive Flexibilitat reagiert
dabei auf ein Signal, wie beispielsweise einen Fahrplan. Ein Beispiel hierfir ist das Laden
eines Elektrofahrzeugs auf Grund eines Fahrplans, welcher von einem Aggregator Uber-
mittelt wird. Ein Aggregator ist eine energiewirtschaftliche Rolle, die Flexibilitatsoptionen
blndelt und vermarktet [48]. Im Gegensatz dazu beschreibt die passive Flexibilitat die
Maoglichkeit einer Reaktion, welche auf einer Kennlinie oder Regelungsstrategie beruht und
somit ohne externes Signal umgesetzt wird. Beispielhaft sei hier die PV-Eigenverbrauchs-
erhéhung oder Erbringung von Primarregelleistung basierend auf einer lokalen Messung
genannt. [46]

Definition Flexibilitatspotenziale

Die vorhandenen Flexibilitatspotenziale der einzelnen Technologien oder Anwendungen
lassen sich nach [49] in verschiedene Kategorien bezlglich der ErschlieBbarkeit einteilen.
Im Folgenden werden die unterschiedlichen Arten in Anlehnung an [50] definiert. Das
.theoretische Potenzial” beschreibt das gesamte langfristig erschlieBbare Potenzial einer
Anwendung. Dabei werden keine technischen, organisatorischen oder sonstigen Ein-
schrankungen beachtet. Durch die Bertcksichtigung von technischen Restriktionen ergibt
sich das verminderte ,technische Potenzial”. Eine Teilmenge des technischen Potenzials
stellt das ,wirtschaftliche Potenzial” dar, welches bertcksichtigt, ob eine MaBnahme/
Technologie wirtschaftlich fir den Betreiber ist. Zusatzlich zum wirtschaftlichen Potenzial
gibt es ein akzeptiertes Potenzial, welches die Teilmenge des technischen Potenzials
beschreibt, die vom Nutzer akzeptiert wird. Die Schnittmenge aus dem wirtschaftlichen und
dem akzeptierten Potenzial beschreibt das ,realisierbare Potenzial”. An dieser Stelle sei
darauf hingewiesen, dass im Privatkundenbereich die Wirtschaftlichkeit nicht immer das
entscheidende Argument ist, sondern zahlreiche weitere Faktoren die Entscheidung
beeinflussen. Die Zusammenhange der Potenziale sind in Abbildung 3-1 dargestellt.

Ubertragen auf unidirektionale Elektrofahrzeuge ware das theoretische Potenzial die
gesamte Ladeenergiemenge aller Elektrofahrzeuge. Da nicht jederzeit fur jedes Fahrzeug
eine Lademdoglichkeit mit hoher Leistung vorhanden ist, ergibt sich daraus das reduzierte
technische Potenzial. Das wirtschaftliche Potenzial wirde in diesem Fall die verfiigbare
Ladeleistung und Anzahl der Ladepunkte weiter reduzieren, da eine entsprechend
Uberdimensionierte Ladeinfrastruktur mit sehr hohen Leistungen nicht wirtschaftlich ist.
Zudem werden die Fahrzeugnutzer es beispielsweise nicht akzeptieren, wenn die Batterien
flr anstehende Fahrten nicht ausreichend geladen sind und somit gewisse Nutzungen der
Flexibilitat nicht tolerieren.
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Theoretisches Potenzial

Technisches Potenzial

Abbildung 3-1:  Abgrenzung und Zusammenhdnge der unterschiedlichen Potenziale
nach [51]

In dieser Arbeit werden im Weiteren mittels Szenarien, die neben den technischen
Potenzialen unter anderem wirtschaftliche Faktoren beinhalten, die unterschiedlichen
Flexibilitaten ins System integriert (siehe Abschnitt 4.3). Fur die ErschlieBung der Flexibilitat
werden weitere Randbedingungen bezlglich der Akzeptanz im Modell abgebildet. Im Falle
des beschriebenen Beispiels werden hierzu unterschiedliche Mindestladezustédnde (engl.
State of Charge, SoC) z.B. 70 % bei Fahrtbeginn definiert. Somit werden durch die
Bertcksichtigung der unterschiedlichen Restriktionen realisierbare Potenziale betrachtet.

3.2 Flexibilitatsoptionen

Nach den Begriffsdefinitionen werden im Weiteren die unterschiedlichen Flexibilitats-
optionen beschrieben. Die Liste moglicher Flexibilitatsoptionen ist sehr lang, da prinzipiell
bei jedem steuerbaren Verbraucher oder Prozess Flexibilitat durch Verschiebung bzw.
Verlagerung des Verbrauchs bereitgestellt werden kann. In [52] werden insgesamt 26
maogliche Flexibilitatserbringer aufgefihrt, welche in folgende Kategorien unterteilt sind:

e Lastmanagement in Haushalten (z. B. Steuerung von Warmepumpen)
e lastmanagement im Gewerbe (z. B. Kihlung)

e lastmanagement in der Industrie (z. B. Aluminiumindustrie)

e lastmanagement Elektromobilitat

e Kraftwerke

e Speicher

Diese Liste kann an dieser Stelle in allen Kategorien beliebig weiter ausdifferenziert werden,
da z. B. gerade in der Industrie die Flexibilitat stark von den Prozessen und den Betriebs-
ablaufen abhangig ist.

Im weiteren Verlauf dieser Arbeit liegt der Fokus auf den dezentralen Anlagen, welche
aktuell in groBer Anzahl in die Verteilnetze integriert werden [12]. Auch wenn diese Anlagen
jeweils nur ein aus energiewirtschaftlicher Sicht kleines Potenzial von wenigen Kilowatt
haben, ergibt sich durch die ErschlieBung von Hunderttausenden oder Millionen Anlagen
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ein relevantes Potenzial [53]. Im Bereich der betrachteten Niederspannung kommen somit
Uberwiegend die Kategorien Lastmanagement in Haushalten, im Gewerbe und Elektro-
mobilitdt sowie Batteriespeicher in Frage. Im Rahmen dieser Arbeit sind automatisierte
Steuerungen von Warmepumpen, elektrische Speicherheizungen, Elektrofahrzeugen und
Batteriespeichern, welche keine direkte Nutzerinteraktion bedingen, im Fokus. Wie in [54]
empfohlen, werden LastmanagementmaBBnahmen im Haushalt, wie beispielsweise das
Verschieben von Waschvorgangen und sonstiger sogenannter weiller Ware (Kuhlschranke
etc.), auf Grund der geringen verschiebbaren Leistung nicht im Detail betrachtet. Ebenso
wird auch Lastmanagement im Gewerbe-Sektor nicht weiter untersucht, da dies in der
Niederspannungsebene Uberwiegend kleinere Gewerbe mit unterschiedlichsten Prozessen
und individuellen Anforderungen sind, welche ein eher geringes Potenzial aufweisen.
Neben dem Verschieben von Verbrauch (elektrischer Wéarmebereitstellung) bzw. der
Zwischenspeicherung von Energie in Batteriespeichern und Elektrofahrzeugen wird als
weitere Flexibilitdtsoption die Abregelung von PV-Erzeugung betrachtet. PV-Anlagen
kénnen allerdings anders als konventionelle Kraftwerke den Strom nicht zu einem spateren
Zeitpunkt erzeugen.

Bei Elektrofahrzeugen wird neben dem gesteuerten Laden, also dem Verschieben der
Ladevorgange, welches bereits heute Stand der Technik ist, auch das Entladen betrachtet.
In diesem Fall dient die Batterie des Elektrofahrzeugs als Zwischenspeicher, der sowohl ge-
als auch entladen werden kann. Dies wird Ublicherweise als ,bidirektionales Laden”
bezeichnet, da Energie in beide Richtungen flieBen kann. Fir die Rickspeisung von Strom
aus dem Fahrzeug ins Stromnetz ist zudem der Begriff ,Vehicle-2-Grid" (V2G) gebrauchlich.
Neben V2G sind auch die Begriffe ,Vehicle-2-Home" (V2H), wenn das Fahrzeug nur ins
eigene Heimnetz (z. B. Gebaude) zurlickspeist, oder ,Vehicle-to-Business” (V2B), fur eine
Ruckspeisung in Liegenschaften mit registrierender Leistungsmessung (RLM), tblich (siehe
Abschnitt 3.3). [55, 56]

Es handelt sich also bei den betrachteten Flexibilitats-Erbringern und -Nutzern im Rahmen
dieser Dissertation folglich um Verbraucher, die im Zuge der Energiewende durch Zubau
einer PV-Anlage zu sogenannten Prosumern und nun zu Flexumern geworden sind und
deren Anteil in den letzten Jahren stark gestiegen ist. Das Wort Prosumer setzt sich aus den
Begrifflichkeiten Produzent (engl. producer) und Konsument (engl. consumer) zusammen.
Aufbauend darauf wird in [11] der Begriff des Flexumers definiert, der seine Flexibilitats-
optionen vermarktet und so aktiv am Energiesystem teilnimmt. Der Flexumer wird dort als
Treiber der Sektorkopplung durch Elektrifizierung des Warme- und Verkehrsbereichs
beschrieben. [11, 57]

33 Relevante Use Cases fur das Verteilnetz

Im Rahmen des Verbundforschungsprojekts ,Bidirektionales Lademanagement” (BDL)
wurden in mehreren Workshops mit Uber 40 Expertiinnen zahlreiche Use Cases fir
bidirektionale Elektrofahrzeuge identifiziert. Eine Auswahl davon ist in Abbildung 3-2
dargestellt. Die Use Cases lassen sich nach Erlésort, Kundengruppe, Art der Regelung und
Einsatzfelder unterscheiden.
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Kundengruppe | Regelung | Einsatzfeld

A Eigenverbrauchserhéhung N Lokal Marktdienlich
o

B
B B

Tarifoptimiertes Laden/Entladen /‘\ Beides Marktdienlich
™ Spitzenlastkappung E.:ﬂ Beides Markt-/Netzdienlich

vep h Flottenmanagement [ Beides Marktdienlich
Zeitliche Arbitrage /‘\ Eﬂ Zentral Marktdienlich
Primarregelleistung /‘“ E‘ﬂ Lokal Systemdienlich
Spitzenglattung /.‘ E Lokal Netzdienlich

V@ ’%‘ Variable Netzentgelte /‘\ E Beides Netzdienlich
Redispatch /“ E‘ﬂ Zentral System-/Netzdienlich
Blindleistungsbereitstellung /.“ E Beides System-/Netzdienlich
Notstromversorgung ™ Lokal
Powerbox /.“ Lokal

/“ Zu Hause/SLP-Kunde E Gewerbe/ RLM-Kunde —:gf Netz/Markt/System

Abbildung 3-2:  Ubersicht der Use Cases im BDL-Projekt unterteilt nach Erlosort,
relevanter Kundengruppe, Ort der Regelung und Einsatzfeld nach [58]

Die moglichen Erldsorte sind V2G, V2H und V2B. Bei V2H und V2B werden die Einsparungen
bzw. Erldse direkt ohne weitere Vertrage oder Handelsbeziehungen durch Verdnderung
des Lastgangs erzielt. In den V2G Use Cases bedarf es weiterer Akteure, wie beispielsweise
Aggregatoren, die die Einsparungen oder Erl6se an die Fahrzeugbesitzer als Gegenleistung
zur Flexibilitatsbereitstellung weitergeben.

Bei den Kundengruppen wird zwischen Privat- und Gewerbekunden, welche sich nur durch
die entsprechende Netzentgeltsystematik unterscheiden, getrennt. Bei Gewerbekunden mit
RLM, welche ab einem Jahresstromverbrauch von 100.000 kWh verpflichtend ist, berechnen
sich die Netzentgelte zusatzlich zum Arbeits- auch aus einem Leistungspreis fur die maximal
bezogene Spitzenlast [59].

Weiterhin wird beim Ort der Regelung zwischen einer lokalen Regelung, wie beispielsweise
der PV-Eigenverbrauchserhéhung, bei der am Netzverknipfungspunkt (NVP) eine
Nulllastregelung stattfindet, und einer zentralen Steuerung/Regelung aus einem Backend,
wie beispielsweise bei der zeitlichen Arbitrage, unterschieden.

Die Einsatzfelder von Flexibilitat im Energiesystem lassen sich in die drei Hauptkategorien
markt-, system- und netzdienlich unterteilen, wobei die Ubergdnge zwischen den
Kategorien, vor allem den letzten beiden, flieBend sind [47].

Marktdienliche Flexibilitat beschreibt die Nutzung der Flexibilitat zur Optimierung der
Energiebeschaffungskosten bzw. zur Erzielung von Gewinnen durch Kauf und Verkauf von
Energie zu unterschiedlichen Preisen. Die Vermarktung kann an verschiedenen Handels-
platzen oder mit unterschiedlichen Partnern erfolgen. Moégliche Use Cases sind das
Ausnutzen von zeitlich unterschiedlichen Strompreisen (zeitliche Arbitrage) oder
Stromtarifen (tarifoptimiertes Laden/Entladen) ohne Rickspeisung ins Netz.

15



Dezentrale Flexibilitct

Systemdienliche Flexibilitat beschreibt die Nutzung der Flexibilitat zum Erhalt der System-
stabilitat iberwiegend durch die Ubertragungsnetzbetreiber (UNB), welche nach § 13 des
Energiewirtschaftsgesetzes (EnNWG) zur Wahrung der Systemverantwortung verpflichtet
sind. Hierunter fallen die Systemdienstleistungen Frequenz- und Spannungshaltung sowie
die Betriebsfuhrung und der Versorgungswiederaufbau (Primarregelleistung und Blind-
leistungsbereitstellung). Zu den Betriebsfihrungsaufgaben zahlt auch das Einspeise-
management, wozu nach § 14 EnWG auch Verteilnetzbetreiber (VNB) berechtigt sind. [60]

Netzdienliche Flexibilitat beschreibt die Nutzung der Flexibilitat durch Netzbetreiber zur
Vermeidung kritischer Netzzustdnde bzw. Behebung von Netzengpassen, z. B. einer
Uberlasteten Leitung. In diesem Fall ist somit auch der Wirkort bzw. der Anschlusspunkt der
Flexibilitat entscheidend, denn vereinfacht gesprochen kann nur eine Flexibilitat hinter
einem Engpass diesen 6sen.

Da der Begriff Netzdienlichkeit vielschichtig verwendet wird und zahlreiche Parameter und
Bestandteile davon betroffen sind, wurde in [60] vom Autor dieser Arbeit eine Definition
vorgestellt. Diese beinhaltet, dass ein Flexibilitdtseinsatz nur dann netzdienlich ist, wenn er
in keinem anderen Netz zu einem zusatzlichen Engpass fuhrt. Als Bezugsgrée wurden die
Netzkosten gewahlt, da diese sowohl die Kosten zur Reduktion von Engpassen und fir den
Netzausbau als auch die Betriebsfihrung beinhalten. Die Definition lautet wie folgt:

.Netzdienlich sind einzelne oder mehrere elektrische Anlagen (Erzeuger, Verbraucher oder
Speicher), welche dazu beitragen Netzkosten [...] zu verringern. Dies kann durch Kenntnis,
Plan- oder Steuerbarkeit der Anlagen durch den Netzbetreiber und/oder einen Beitrag zur
VergleichmdBigung der Netzlast erreicht werden. Hierzu (st je nach Netzsituation ein
kontextabhdngiges Verhalten notwendig. Ferner darf kein zusdtzlicher Netzausbau in
derselben bzw. anderen Netzebenen verursacht werden. Generell muss die Anlage
netzvertrdglich sein.” [60]

Der netzdienliche Flexibilitatseinsatz lasst sich je nach Zielsetzung in die drei Kategorien
VergleichmaBigung der Netzlast, préventive und kurative Engpassbehebung einteilen. Die
VergleichmaBigung der Netzlast erfolgt durch preisliche Anreize. Ein Beispiel hierfur sind
Leistungspreise fur die Jahreshochstlast gemal § 17 Abs. 2 Stromnetzentgeltverordnung,
welche von Verbrauchern mit registrierender Lastgangmessung zu bezahlen sind [61] (siehe
Use Case Spitzenlastkappung). Ein weiteres Beispiel ist der Baukostenzuschuss, welchen
Anschlussnehmer bei der Errichtung oder Verstarkung eines Netzanschlusses gemal3
§ 11 Abs. 3 Netzanschlussverordnung ab einer Anschlussleistung gréBer 30 kW zu tragen
haben. Durch die Beteiligung an den Ausbaukosten wird somit ein Anreiz zu einer
sparsamen Netzanschlussdimensionierung gegeben. Die praventive Netzengpassbe-
hebung hingegen versucht durch Prognosen der Netzauslastung und daraus abgeleiteten
monetaren Anreizen die prognostizierten Engpéasse durch entsprechenden Flexibilitats-
einsatz zu vermeiden. Eine mogliche Ausgestaltung hiervon sind variable Netzentgelte,
welche entsprechend der prognostizierten Auslastung angepasst werden (siehe Use Case
Variable Netzentgelte) [62]. Die dritte Moglichkeit der netzdienlichen Flexibilitatsnutzung
ist die kurative Netzengpassbehebung. Dabei wird die Flexibilitdt im Falle eines
Netzengpasses verwendet, um diesen zu beheben. Hierzu wird vorab kontrahierte
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Flexibilitat durch den VNB abgerufen. Eine mégliche Umsetzung davon ist das Modell der
Spitzenglattung (siehe Use Case Spitzenglattung), bei dem der VNB die Leistung von
steuerbaren Verbrauchseinrichtungen reduzieren kann [63]. Eine Ubersicht der drei
unterschiedlichen netzdienlichen Flexibilitatsnutzungen und deren Einsatzreihenfolge ist in
Abbildung 3-3 dargestellt. Zudem sind die unterschiedlichen Netzzustande gemaB dem
BDEW-Ampelmodell gekennzeichnet [64, 65].

VergleichmaBigung Praventive
der Netzlast Netzengpassbehebung

Einsatzreihenfolge

z. B. z. B.
Leistungspreise variable Netzentgelte

Abbildung 3-3:  Arten der netzdienlichen Flexibilitdtsnutzung und deren Einsatz
entsprechend der BDEW Ampelphasen nach [65]

Da nicht alle beschriebenen Use Cases relevant fur die Netzbelastung im Verteilnetz sind,
werden die im Rahmen dieser Arbeit betrachteten Use Cases nachstehend genauer definiert
und beschrieben. Die Use Cases lassen sich weiterhin in zwei Gruppen unterteilen. In der
ersten Gruppe erfolgt die Optimierung bzw. der Flexibilitdtseinsatz rein aus Nutzersicht (PV-
Eigenverbrauchserhéhung, tarifoptimiertes Laden/Entladen, zeitliche Arbitrage und
Spitzenlastkappung) und unabhangig von der lokalen Netzsituation. In der zweiten Gruppe
wird zusatzlich der Netzzustand berdcksichtigt und Mdéglichkeiten zur Vermeidung von
Netzengpdassen betrachtet (variable Netzentgelte und Spitzenglattung). Beim Use Case
Blindleistungsbereitstellung wird je nach Ausgestaltung der aktuelle Netzzustand in Form
der Spannung bertcksichtigt oder nicht.

PV-Eigenverbrauchserhhung

Der erste betrachtete Use Case ist die PV-Eigenverbrauchserhéhung und wird im Weiteren
als V2H bezeichnet, da in dieser Arbeit der Fokus auf Elektrofahrzeugen liegt. Durch den
entsprechenden Einsatz der Flexibilitdten wird versucht mdglichst viel selbsterzeugte PV-
Energie direkt zu verbrauchen oder fur einen spateren Zeitpunkt zwischenzuspeichern.
Dieser Use Case ist fur alle Besitzer von PV-Anlagen interessant, deren Vergitung nach dem
Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG) unter den aktuellen Stromkosten liegt. Auf Grund der
stetig sinkenden EEG-VergUtung und den im Gegensatz dazu steigenden Strompreisen ist
dieser Use Case fur eine zunehmende Anzahl von Kunden wirtschaftlich attraktiv. Seit 2012
ist der durchschnittliche Haushaltsstrompreis héher als die entsprechende EEG-Vergutung,
weswegen bei neueren PV-Anlagen ein Direktverbrauch gegentber einer Volleinspeisung
wirtschaftlich vorteilhaft ist [58]. Dieser Zeitpunkt, an dem Strompreis und EEG-VergUtung
gleich hoch sind, wird auch als Netzparitat bezeichnet.
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Tarifoptimiertes Laden/Entladen

In diesem Use Case wird analog zur PV-Eigenverbrauchserhéhung durch die Nutzung der
Flexibilitat ein Preisunterschied im Stromtarif ausgenutzt. Im einfachsten Fall ist dies ein Tarif
mit zwei unterschiedlichen Tarifstufen (Hoch-/Niedertarif), die zu festen Uhrzeiten gelten.
In den letzten Jahren werden zudem auch vermehrt variable Tarife angeboten, welche die
Borsenpreise abbilden und jeweils einen Tag im Voraus bereitgestellt werden [66, 67]. Fur
beide Formen sind spezielle Stromzahler (Zwei-Tarifzéahler bzw. intelligente Messsysteme)
notwendig, welche eine entsprechende Erfassung der Energiemenge in der Auflésung der
geltenden Preise ermdglichen. Auf Grund der unterschiedlichen Strompreisbestandteile,
wobei die Energiebeschaffung fur mittlere Haushaltskunden nur 26,3 % des Strompreises
bzw. 8,59 ct/kWh ausmacht, ist eine Rickspeisung ins 6ffentliche Netz in diesem Use Case
wirtschaftlich nicht vorteilhaft. Die weiteren Strompreisbestandteile sind Netzentgelte,
Steuern (Stromsteuer und Umsatzsteuer), Abgaben (Konzessionsabgabe) und Umlagen
(z. B. EEG, Kraft-Warme-Kopplungsgesetz) (kurz STAU) [68]. Es findet daher nur eine
Ruckspeisung in die Kundenanlage zu Zeiten mit hohen Bezugspreisen statt. Im Weiteren
wird dieser Use Case, da er auch in Kombination mit der PV-Eigenverbrauchserhéhung
durchgefuhrt werden kann, als V2H+ bezeichnet.

Zeitliche Arbitrage (Day-Ahead)

Dieser Use Case basiert ebenfalls auf variablen Strompreisen. Im Gegensatz zum
tarifoptimierten Laden/Entladen wird in diesem Use Case allerdings von einem angepassten
regulatorischen Rahmen ausgegangen, bei dem fir rickgespeiste Energie eine STAU-
Befreiung gilt und somit bei ausreichend gro3en Preisunterschieden eine Rickspeisung ins
offentliche Netz aus Kundensicht wirtschaftlich attraktiv ist [69]. Die Umsetzung dieses Use
Cases fuhrt aus Systemsicht zu einer Glattung der Borsenpreise und indirekt zu einer
besseren Integration der erneuerbaren Energien, welche haufig mit niedrigen Borsen-
preisen korrelieren [70]. Aus den genannten Griinden wird dieser Use Case in den folgenden
Szenarien V2G genannt.

Spitzenlastkappung

Das Ziel dieses Use Cases ist es die Jahreshdchstlast durch gesteuertes Laden/Entladen zu
minimieren. Die Senkung der Jahreshochstlast ist insofern wirtschaftlich interessant, da
Verbraucher mit einer registrierenden Leistungsmessung gemalB § 17 Abs. 2 Stromnetz-
entgeltverordnung einen Leistungspreis hierflr zu bezahlen haben [59]. Durch Reduktion
der Jahreshochstlast ergeben sich somit Einsparungen bei den Leistungskosten. Dies kann
erreicht werden, indem in Zeiten mit der hdchsten Last die Elektrofahrzeuge entladen und
zu Zeiten mit geringerer Last (wieder) geladen werden.

Variable Netzentgelte

Bei variablen Netzentgelten handelt es sich um zeitlich unterschiedlich hohe Netzentgelte,
welche im Allgemeinen in die drei Klassen zeitlich variabel, engpassorientiert und markt-
preisgekoppelt unterteilt werden kénnen [62]. Im Rahmen dieser Arbeit werden (wie in [71]
empfohlen) engpassorientierte Netzentgelte, welche basierend auf der Transformatoraus-
lastung bestimmt werden, betrachtet (siehe Abschnitt 6.5.1). Es wird somit die Anwendung
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von Preisanreizen zur Reduktion von kritischen Netzbelastungsfallen durch Vergleich-
maBigung der Last analysiert. Durch die variablen Netzentgelte wird die vorhandene
Flexibilitat genutzt um den Verbrauch in Zeiten mit niedrigen Netzentgelten zu verschieben
und in Zeiten mit hohen Netzentgelten die Last ggf. durch Ausspeicherung zu reduzieren.

Spitzenglattung

Der Use Case Spitzengldttung ist eine Weiterentwicklung des § 14a EnWG (steuerbare
Verbrauchseinrichtung in der Niederspannung) [63]. Er erlaubt es dem Verteilnetzbetreiber
in kritischen Netzsituationen bzw. in der roten Ampelphase des BDEW-Ampelmodells die
Leistung von Flexibilitaten zu reduzieren [64]. In [63] werden verschiedene Ansatze und
Entwicklungsstufen beziglich der Steuerbarkeit vorgestellt, welche in Branchendialogen
diskutiert wurden. Die Ansatze unterscheiden sich darin, ob die Leistungsbegrenzung nur
fur die flexiblen Anlagen (teilflexibler Kunde) oder fur den kompletten Hausanschluss
(vollflexibler Kunde) gilt. In letzterem Fall ist die Begrenzung vom Anschlussnehmer
beispielsweise durch ein Heim-Energiemanagement-System (HEMS) einzuhalten. Ein
weiterer Diskussionspunkt ist, wie haufig und in welchem Umfang (z. B. maximal zwei
Stunden pro Tag) die Leistungsbegrenzung erfolgen darf sowie mit welcher Vorlaufzeit
diese anzukindigen ist. Prinzipiell 13sst sich dieser Use Case mit den obigen nutzer-
orientierten Use Cases kombinieren, da die Netzbetreibereingriffe nur selten und zeitlich
stark begrenzt auftreten sollten.

Blindleistungsbereitstellung

Zahlreiche neue Komponenten, welche Uber Umrichter verfigen, ermdglichen ein
gesteuertes Blindleistungsverhalten. Im Bereich der Erzeugungsanlagen gibt es von den
Netzbetreibern Vorgaben bezuglich des Blindleistungsverhaltens (vgl. VDE-AR-N 4105)
[72]. Dieses Potenzial der Blindleistungsbereitstellung zur Spannungshaltung besteht auch
bei Batteriespeichern und Gleichstrom-Ladestationen fir Elektrofahrzeuge, in welchen ein
Umrichter verbaut ist. Somit kann die Netzintegration dieser Komponenten erleichtert
werden. Alternativ zu verpflichtenden Regelungen wird auch die marktgestitzte
Beschaffung von Blindleistung diskutiert [73]. An solch einem Blindleistungsmarkt konnten
auch die Flexibilitdtsoptionen teilnehmen.

Die weiteren in Abbildung 3-2 dargestellten Use Cases werden im Rahmen dieser Arbeit
aus den folgenden Griinden nicht detaillierter betrachtet:

1. Das Marktvolumen des Use Cases ist begrenzt und somit eine flachendeckende
Anwendung von zahlreichen Flexibilitatsoptionen sehr unwahrscheinlich. Eine
niedrige Teilnahmequote an einem Use Case hat auf Grund der geringen
resultierenden Gleichzeitigkeit keinen groBen Einfluss auf die Netzbelastung, sofern
keine lokalen Haufungen auftreten (Primarregelleistung, Redispatch).

2. Die Use Cases werden nur im Falle von Stromausfallen (Notstromversorgung) oder
abseits des Stromnetzes (Powerbox) angewendet.

In der Praxis ist oftmals eine Kombination mehrerer Use Cases, Multi-Use genannt, moglich.
Beispielsweise ist eine Kombination von PV-Eigenverbrauchserhéhung mit tarifoptimierten
Laden naheliegend. Dabei wird die aus dem Netz bezogene Energie in Zeiten mit niedrigen
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Preisen nachgeladen bzw. die Speicher in Zeiten hoher Strompreise entladen. Zuséatzlich
kann parallel der Use Case Spitzenglattung umgesetzt werden. In Abhangigkeit der Use
Case Ziele und der aktuellen Netzsituationen kann es jedoch auch zu Zielkonflikten bei
Multi-Use Anwendungen kommen. Im genannten Beispiel kann es lokal in einzelnen Netzen
trotz niedriger Strompreise (globale Preise) zu Uberlastungen kommen. Somit ergibt sich
ein Konflikt zwischen dem Ziel des Use Cases tarifoptimiertes Laden (Erhéhung der Last)
und der Anwendung der Spitzenglattung (Reduktion der Last). In solchen und ahnlichen
Fallen ist es wichtig eine Priorisierung der Use Cases durchzufthren. In diesem Fall hat der
Use Case Spitzenglattung Prioritat, da die Reduktion der Leistung vertraglich geregelt ist.
Eine Analyse von maglichen Konflikten wird in [74] diskutiert. Falls die Use Cases aus Netz-
und Systemsicht eine gleiche Prioritdt haben, wirde sich ein Kunde fur die monetér
vorteilhaftere Variante entscheiden.

3.4 ErschlieBung mittels intelligenter Messsysteme

Ein wesentlicher Baustein fur die Integration der erneuerbaren Energien und der
Flexibilitatsoptionen in das Energiesystem ist die Digitalisierung. Die Grundlage fiir eine
flachendeckende Kommunikations- und Steuerungsinfrastruktur bildet das ,Gesetz zur
Digitalisierung der Energiewende” (GDEW) aus dem Jahr 2016 [75]. Ein Kernelement darin
ist das Thema Smart Metering. Ein intelligentes Messsystem (iMSys) (oft auch Smart Meter
genannt) setzt sich aus einer modernen Messeinrichtung (MME) und einem Smart Meter
Gateway (SMGW) zusammen. Die moderne Messeinheit ist ein digitales Messsystem zur
Erfassung des Elektrizitatsverbrauchs und ersetzt den bisher Ublichen Ferraris-Zahler. Das
SMGW dient als Kommunikationseinheit und ist unter anderem fur die Erhebung,
Verarbeitung, Ubermittlung und Speicherung von Messwerten zustandig.

Das iMSys ermdglicht die Umsetzung unterschiedlicher Funktionen wie beispielsweise eine
detaillierte Messwerterhebung oder die Ubermittlung von Schaltbefehlen. Fir die Mess-
werterfassung sind bislang 14 verschiedene Tarifanwendungsfalle (TAFs) definiert, wovon
aktuell sieben zur Verfligung stehen. Die TAFs unterscheiden sich unter anderem
hinsichtlich der MessgroBen, Zeitauflésung, Versandhaufigkeit und Gultigkeit [76]. Diese
TAFs ermdglichen somit auch die Abrechnung von variablen Tarifen mit unterschiedlichen
Preisstufen und sind die Basis fur einige der beschriebenen Use Cases.

Zudem konnen Uber das SMGW Steuerbefehle an steuerbare lokale Systeme (Controllable
Local Systems, kurz CLS) versandt werden, wodurch Uber diese Infrastruktur beispielsweise
Erzeugungsanlagen oder Flexibilitatsoptionen gesteuert werden konnen [76]. Diese
Maéglichkeit soll nach § 21 Abs. 1 Messstellenbetriebsgesetz (MsbG) zukinftig fur die Uber-
tragung von Steuersignalen, beispielsweise bei steuerbaren Verbrauchseinrichtungen (nach
§ 14a EnWG), verwendet werden. Somit soll sukzessive die bisherige unidirektionale
Steuerung durch ein digitales, bidirektionales Kommunikationssystem ersetzt werden. Eine
Ubersicht ber die technischen Sperzifikationen und Anforderungen sowie die
Kommunikationsinfrastruktur ist in [77] zu finden.

Die iMSys werden gemaB § 29 Abs. 1 MsbG bei allen Letztverbrauchern mit einem Jahres-
verbrauch Uber 6.000 kWh sowie bei steuerbaren Verbrauchern nach & 14a EnWG und bei
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Erzeugungsanlagen mit einer installierten Leistung Uber sieben Kilowatt verpflichtend
eingebaut, sofern die technische Moglichkeit nach § 30 MsbG festgestellt wurde. Durch
diesen Rollout werden zukinftig zahlreiche Letztverbraucher mit Flexibilitdtsoptionen an
diese Infrastruktur angeschlossen und deren Flexibilitatsoptionen somit darlber steuerbar
sein.

3.5 Zusammenfassung

Als Grundlage wurde zunachst der Begriff Flexibilitdt im Kontext der Energiewirtschaft
definiert. Es handelt sich verklrzt dargestellt um eine Leistungsanderung fir einen
definierten Zeitraum. Aufbauend auf dieser Definition wurden die unterschiedliche
Potenzialbegriffe — theoretisches, technisches, wirtschaftliches, akzeptiertes und realisier-
bares Potenzial — eingefihrt. Die Simulationen im Rahmen dieser Dissertation bilden durch
die Erstellung von Szenarien und die Beachtung von Nutzerinteressen realisierbare
Potenziale ab.

Im Anschluss an die Begriffsdefinitionen wurden unterschiedliche Flexibilitatsoptionen
beschrieben und die davon relevanten fiir die weiteren Analysen ausgewahlt. Mit Fokus auf
die Niederspannungsebene sowie den dort vorhandenen Flexibilitatsoptionen und deren
Steuerungsmoglichkeiten, werden im Weiteren (bidirektionale) Elektrofahrzeuge, Batterie-
speicher und Anlagen zur elektrischen Warmebereitstellung sowie PV-Anlagen betrachtet.
Fur diese Flexibilitdtsoptionen werden in Abschnitt 4.3 Szenarien entwickelt und in Kapitel 5
die Grundlagen (Energiebedarfe und Randbedingungen) fiir deren flexible Modellierung in
den Abschnitten 6.4 und 6.5 beschrieben.

Im Abschnitt 3.3 wurden unterschiedliche Use Cases vorgestellt und diskutiert. Hierzu
wurden die Kategorien markt-, system- und netzdienliche Flexibilitdt eingefiihrt. Da der
Begriff Netzdienlichkeit vielschichtig verwendet wird, erfolgte hierzu eine weitere
Begriffsdefinition. Die netzdienlichen Flexibilitdtseinsatze lassen sich je nach zeitlichem
Vorlauf und Zielsetzung in die drei Arten VergleichmaBigung der Netzlast sowie praventive
und kurative Netzengpassbehebung einteilen. Im Weiteren wurden die Use Cases im Detail
beschrieben, welche potenziell einen relevanten Einfluss auf die Netzbelastung in der
Niederspannungsebene haben. Dies sind die Use Cases PV-Eigenverbrauchserhéhung,
tarifoptimiertes Laden/Entladen, zeitliche Arbitrage, Spitzenlastkappung, variable Netzent-
gelte und Spitzenglattung (als Weiterentwicklung des § 14a EnWG). Diese Use Case
Beschreibungen dienen als Grundlage fur die entsprechenden Modellweiterentwicklungen,
welche in den Abschnitten 6.4 und 6.5 beschrieben werden.

AbschlieBend wurden die Moglichkeiten zur ErschlieBung der Flexibilitatsoptionen und Use
Cases mittels intelligenter Messsysteme dargestellt. Hierzu wurden die gesetzlichen Grund-
lagen flr den Rollout der iMSys sowie deren Mdglichkeiten hinsichtlich der Abrechnung
und Steuerung beschrieben.
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4 Zuklnftige Versorgungsaufgabe der
Verteilnetze

Das deutsche Stromnetz lasst sich in das Ubertragungs- und Verteilnetz unterteilen. Das
Ubertragungsnetz dient der Ubertragung groBer Energiemengen (ber weite Strecken,
wohingegen das Verteilnetz fur die Verteilung der Energie bis zu den Kunden zustandig ist.
Weiterhin lassen sich die Netzebenen in die vier Spannungsebenen Hochst- (220/380 kV),
Hoch- (60 —110 kV), Mittel- (6 — 30 kV) und Niederspannung (230 / 400 V) unterteilen, wobei
letztere drei dem Verteilnetz zugeordnet sind. Die unterschiedlichen Netzebenen sind Gber
Transformatoren bzw. Umspannwerke, in denen die Spannung entsprechend umgewandelt
wird, miteinander verbunden. Hierdurch ergeben sich somit insgesamt sieben Netzebenen,
wobei Netzebene eins die Hochst- und sieben die Niederspannung ist.

Historisch wurde das Netz so konzipiert, dass in wenigen groBen Kraftwerken, wie
beispielsweise Kohle- oder Kernkraftwerken, die Energie erzeugt und dann Uber die Netze
zu den Verbrauchern transportiert und in den unteren Spannungsebenen verteilt wurde. Es
herrschte folglich ein bekannter Energiefluss von einigen zentralen Punkten zu den
Verbrauchern. Durch den Zubau von dezentralen Erzeugungsanlagen, wie beispielsweise
Windenergie- oder PV-Anlagen, welche dezentral Energie erzeugen, haben sich in den
letzten Jahren die Anforderungen an die Stromnetze stark verandert. Dies gilt insbesondere
fur die Verteilnetze, an die der GroBteil der PV-Anlagen angeschlossen ist. [78]

Durch die zunehmende Elektrifizierung des Warme- und Mobilitdtssektors wird sich die
Lastsituation im Verteilnetz in den nachsten Jahren stark verdndern. Besonders betroffen
sind hiervon die Niederspannungsnetze, in denen die meisten dezentralen Flexibilitats-
optionen angeschlossen werden. Elektrofahrzeuge mit, im Vergleich zu klassischen
Haushaltsverbrauchern, hohen Ladeleistungen und Warmepumpen, auf Grund lhrer
Temperaturabhangigkeit mit tendenziell hoher Gleichzeitigkeit, sorgen fur hohe Leistungs-
zuwachse, auf welche das zukilnftige Verteilnetz entsprechend ausgelegt werden muss [12,
79]. Aus diesen Grinden liegt der Fokus der Arbeit auf den Netzebenen sechs und sieben,
also dem Transformator zwischen Mittel- und Niederspannung, haufig als Ortsnetz-
transformator (ONT) bezeichnet, und dem Niederspannungsnetz, das gewdhnlicherweise
Wohngebadude und Gewerbe versorgt.

Zur Untersuchung dieser Fragestellungen werden im Rahmen dieser Arbeit mehrere
tausend Niederspannungsnetze fir das verwendete Simulationsmodell aufbereitet (siehe
Abschnitt 4.1). Im nachsten Schritt werden die Netztopologien, bestehend aus den
elektrotechnischen Kennwerten, mit der aktuell herrschenden Belastungssituation
verkntpft. Hierzu werden sowohl Last- (Energieverbrauch) als auch Erzeugungsdaten
verwendet (siehe Abschnitt 4.2). Eine Ubersicht der Methodik fiir die Netzdaten-
konvertierung und die Zuweisung der Verbraucher und Erzeuger ist in Abbildung 4-1
dargestellt. Zur Validierung, ob das Netz rechenfahig ist und die zugewiesenen Erzeuger
und Verbraucher plausibel sind, wird fur jedes Netz eine Validierungssimulation, sowohl im
Starklastfall als auch im Einspeisefall, durchgefihrt.
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Abbildung 4-1:  Methodik zur Erzeugung der Netzgraphen und Verknipfung dieser mit
den aktuellen Erzeugungsanlagen und Energieverbrauchen nach [80]

Aufbauend darauf werden regional hochaufgeldste Szenarien fir die Belastungssituation
fur die Jahre 2025 — 2050 in Funf-Jahresschritten fir die Netze erstellt (Abschnitt 4.3). Der
Fokus der Szenarien liegt auf Erzeugungsseite auf PV-Dachanlagen. Auf der Verbrauchs-
seite werden Warmepumpen und Elektrofahrzeuge detailliert betrachtet. Zusatzlich werden
Batteriespeicher und elektrische Speicherheizungen bertcksichtigt. Teile der folgenden
Abschnitte wurden bereits in [80] veroffentlicht.

4.1 Netztopologien

Zur Untersuchung zukunftiger Netzbelastungen ist eine fundierte Datengrundlage und je
nach Ziel der Untersuchung eine angepasste Herangehensweise essenziell. In [81] sind
hierzu verschiedene Herangehensweisen aufgefihrt. Prinzipiell lassen sich die Unter-
suchungen in der Literatur in drei Klassen unterteilen. Erstens ,Generische Netze”, welche
aus statistischen Kennwerten gebildet werden. Zweitens ,Typnetze” oder ,Reprasentative
Netze”, welche mittels Clusterverfahren erstellt werden. Je Cluster wird am Ende des
Verfahrens ein tatsachlicher Reprasentant, z.B. der Cluster-Mittelpunkt oder ein
synthetischer Reprasentant, basierend auf den typischen Kennwerten, ausgewahlt. Drittens
die Abbildung realer Netzgebiete.

Fur die erste Variante spricht die Einfachheit und die Mdglichkeit zur Erstellung von Netzen
auch bei geringer Datengrundlage. In diesem Fall werden basierend auf statistischen
Werten, wie beispielsweise der typischen Netzlange, Anzahl der Strange und Anzahl der
Verbraucher, mittlere Netze synthetisiert. Auf Grund der zahlreichen Annahmen, die zu
treffen sind, ist allerdings eine reale Netzabbildung mit den unterschiedlichen in der Realitat
vorkommenden Auspragungen nur begrenzt moglich. Dieser Ansatz wird beispielsweise in
[82] oder [83] verwendet.
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In der Literatur findet oft der zweite Ansatz Anwendung, da durch eine geeignete Auswahl
an typischen Netzen die Anzahl der zu berechnenden Netze wesentlich reduziert werden
kann und sich somit mit geringerem Rechenaufwand aussagekraftige Ergebnisse erzeugen
lassen kénnen. Eine detaillierte Ubersicht zur Erstellung und Differenzierung typischer bzw.
reprasentativer Netze ist in [84] beschrieben. Beispiele fur typische Netze sind dartber
hinaus in [85] oder [86] zu finden. Ein Nachteil bei typischen Netzen hingegen ist es, dass
meist nur die Netztopologie bekannt ist und somit keine Verknipfung mit der aktuellen
Belastungssituation maglich ist.

Aus den genannten Grinden und den stetig steigenden Rechenkapazitaten werden im
weiteren reale Netztopologien, welche von der Bayernwerk Netz GmbH (Bayernwerk) zur
Verflgung gestellt wurden, entsprechend aufbereitet. Das prinzipielle Verfahren lasst sich
mit dem aus [78] vergleichen, wobei, auf Grund der Qualitat der bereitgestellten Daten auf
den ersten Schritt, die Digitalisierung der Daten, verzichtet werden konnte.

411 Datengrundlage

Im Rahmen des BDL-Projekts wurde vom Bayernwerk zur Analyse der zu erwartenden
Netzbelastungen eine Stichprobe von ca. 6.400 Niederspannungsnetzen inkl. ihren
elektrischen Kennwerten bereitgestellt. Die Netzgebiete stammen aus verschiedenen
Regionen Bayerns und bei der Auswahl wurde darauf geachtet, dass unterschiedliche
Versorgungssituationen, wie beispielsweise landliche, vorstadtische und stadtische Gebiete
enthalten sind. Eine Ubersicht tiber das Netzgebiet des Bayernwerks und der raumlichen
Verteilung der bereitgestellten Daten ist in Abbildung 4-2 dargestellt. Herbei wird
ersichtlich, dass die Stichprobe Uber das gesamte Versorgungsgebiet verteilt ist. Das
Versorgungsgebiet umfasst weite Teile Bayerns mit Ausnahme der Regierungsbezirke
Mittelfranken und Schwaben sowie zahlreichen groBen Stadten in denen regionale
Stadtwerke (z. B. Miinchen) die Stromnetze betreiben. Es sind somit keine Netze aus
GrofBstadten in der Stichprobe enthalten.

Zusatzlich sind in Abbildung 4-2 zwei detaillierte Ausschnitte dargestellt. Der obere zeigt,
dass die Stichprobe aus raumlich zusammenhangenden Transformatoren mit unterlagerten
Netzgebieten besteht. Die zweite Detaildarstellung zeigt exemplarisch den Verlauf von
Leitungen in einem Wohngebiet.

Die Daten wurden in Form von relationalen Datenbanktabellen je Netz-Komponente
(Transformatoren, Transformatoren-Sammelschienen, Verteilerkdsten-Sammelschienen,
Leitungen, Hausanschluss-Leitungen (HA-Leitungen), Netzverknipfungspunkte und
Einspeisepunkte) zur Verfigung gestellt und durch VerknUpfung der Tabellen zu
rechenfahigen Netzmodellen aufbereitet.
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Abbildung 4-2:  Darstellung des Bayernwerk Netzgebiets und der rdumlichen Verteilung
der bereitgestellten Netzdaten, sowie ein exemplarischer Ausschnitt
mehrerer zusammenhangender Netzgebiete

412 Erstellung der Netzgraphen

Ziel der Erstellung der Netzgraphen ist es rechenfahige Netzmodelle als textbasierte
Knoten-Kantenmodelle fir das Lastflussberechnungsmodell OpenDSS zu erzeugen [87].
Hierzu sind die unterschiedlichen Datenbanktabellen entsprechend logisch zu verknipfen.
Im Folgenden wird der Prozess zur Aufbereitung an einem Netz beschrieben.

Ein vereinfachtes Netz mit allen wesentlichen Komponenten ist in Abbildung 4-3
dargestellt. Beginnend mit der Transformatorstation wird zunachst Gberpruft, ob in dieser
Station nur ein Transformator vorhanden bzw. eine klare Zuordnung zu einem
Niederspannungsnetzgebiet moglich ist und ob dessen Scheinleistung bekannt ist. Falls
einer der Punkte dieser Uberpriifung nicht zutrifft, wird das Netzgebiet ausgeschlossen, da
einerseits die Verschaltung mehrerer Transformatoren nicht automatisiert ausgelesen
werden kann und andererseits die Scheinleistung ein essenzieller Wert fur die folgende
Bewertung der Netzauslastung ist. Im zweiten Schritt wird der Transformator mit der
zugehorigen Sammelschiene verknilpft und von dort sukzessive der Leitungsbaum durch
Verkntpfung der einzelnen Teilleitungen tber die Knoten vervollstandigt. Zwischen den
einzelnen Leitungen kénnen Verteilerkasten inkl. zugehdriger Sammelschienen verbaut
sein. Des Weiteren wird in den Daten zwischen Leitungen und HA-Leitungen unterschieden.
HA-Leitungen fuhren im Normallfall zu einem Verbrauchs- oder Einspeiseknoten, im
weiteren als Netzverknipfungspunkt oder Hausanschluss bezeichnet. Fir die Simulation ist
deren Unterscheidung jedoch nicht weiter relevant. Bei den Verteilerkdsten ist das
entscheidende, dass die richtigen Leitungen verknupft und somit die Netzgraphen korrekt
aufgebaut werden.
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Abbildung 4-3:  Vereinfachte Darstellung eines Niederspannungsnetzes mit den
wesentlichen Komponenten

Zur Uberprifung wird nach dem Erstellen des Netzgraphen gepriift, ob weitere Leitungen
oder NVPs, die nicht elektrisch verknipft werden konnten, diesem Netzgebiet zugeordnet
sind. Falls dies der Fall ist, wird die Konvertierung des Netzgebiets als fehlerhaft markiert
und fur die weitere Betrachtung ausgeschlossen.

413 Elektrische Kennwerte der Netzbetriebsmittel

Im Anschluss an die Erstellung des vollstandigen Netzgraphen erfolgt die Zuweisung der
elektrischen Kennwerte je Betriebsmittel aus den bereitgestellten Datenbanken.

Bei 83,8 % der Transformatoren waren alle elektrischen Kennwerte (z. B. Kurzschluss-
spannung, Kurzschluss- oder Leerlaufverluste) vorhanden und plausibel. Die restlichen
16,2 % der Transformatoren werden in Abstimmung mit Bayernwerk durch abgeleitete
Standardtransformatoren je Leistungsklasse modelliert, da die elektrischen Kennwerte von
Transformatoren im Gegensatz zu denen von Leitungen nur einen geringen Einfluss auf
den Spannungsabfall im jeweiligen Netz haben. Zudem sind bei 18,1 % der Transformatoren
deren Schaltgruppe nicht eindeutig erfasst bzw. werden diese nicht vom Simulationsmodell
unterstitzt. Die Schaltgruppen dieser Transformatoren werden mit der verbreitetsten
Schaltgruppe ,Dyn5"abgebildet.

Bei den Leitungen sind weitere Tabellen mit den entsprechenden Informationen zu den ca.
420 verschiedenen Leitungstypen zu verknupfen, da in den Haupttabellen nur das Material
(z. B. NAYY-J, NAY2Y-J), der Querschnitt (z.B. 4x150 mm? 4 x50 mm? und Art
(Kabel/Freileitung) vermerkt sind. Da nicht alle Kennwerte immer vollstandig gepflegt sind,
werden, wenn moglich, die fehlenden Werte aus Leitungsbibliotheken oder Ersatzleitungen
erganzt. Die Ergdnzung mit Ersatzleitungen erfolgt unter der Prémisse, dass dadurch keine
kunstlichen Engpéasse geschaffen werden sollen. Somit werden unbekannte Querschnitte
mit dem groBten Querschnitt desselben Materials im Netz ersetzt. Falls weder Material oder
Querschnitt bekannt ist, wird die Leitung mit dem Leitungstyp, der den groBten Nennstrom
hat, nachgebildet. Falls in einem Netzgebiet mehr als 10 % der Leitungsabschnitte oder der
Gesamtleitungslange mit Ersatzleitungen ausgestattet werden mussten, wird dieses von der
weiteren Betrachtung ausgeschlossen.

In Abbildung 4-4 sind wesentliche Kennwerte der fir die Simulation verwendeten 1.206
Netztopologien zusammengefasst. Oben links ist die Haufigkeit der TransformatorgréBen
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dargestellt. Die am haufigsten vorkommende Leistungsklasse ist 250 kVA (30 %), gefolgt
von 400 kVA (24 %). Die Leistungsbandbreite liegt zwischen 50 und 1.000 kVA, wobei zwei
Drittel der Transformatoren in der Leistungsklasse bis 250 kVA liegen. Auch die Anzahl der
Netzverknipfungspunkte je Netzgebiet (rechts oben) variiert stark von einem einzelnen bis
hin zu 327. Wobei 95 % der Netze weniger als 111 Anschlisse versorgen. Der Mittelwert
liegt mit 39,4 deutlich Uber dem Median von 30 versorgten NVPs je Netzgebiet. Eine weitere
wichtige NetzkenngroBe ist die Lange des langsten Netzauslaufers, welche stark von
wenigen Metern bis hin zu 1.600 m variiert (links unten). Im Mittel ist der langste Strang
472 m lang. AbschlieBend ist rechts unten die summierte Leitungslange je Netzgebiet
dargestellt, welche von wenigen Metern bis zu 16 km reicht. Die mittlere Netzlange betragt
2,5km und in 95 % der Netze ist die Gesamtlange kleiner als 6 km. Zudem weist die
Stichprobe mit Gber 94 % der Leitungslange einen sehr hohen Verkabelungsgrad auf. In
70 % der Netze sind ausschlieBlich Kabel und keinerlei Freileitungen verbaut. [80]
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Abbildung 4-4:  Ubersicht relevanter Kennwerte der verwendeten 1.206 Netztopologien:
Verteilung der Transformator-Scheinleistung (links oben), Anzahl der
Netzverknipfungspunkte (rechts oben), Lange des langsten Strangs
(links unten), Leitungslange je Netzgebiet (rechts unten) [80]
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414  Zusammenfassung

Insgesamt kénnen unter den beschriebenen Annahmen von den 6.409 bereitgestellten
Netzgebieten 3.883 (61%) in rechenfdhige Netztopologien konvertiert werden. Die
folgende Auflistung beschreibt eine kurze Zusammenfassung der Hauptausschlusskriterien
auf Grund der Netztopologie. Die Prozentangaben in Klammern beziehen sich auf die 2.526
ausgeschlossenen Netze:

e Mindestens eine Leitung in Netzgebiet nicht elektrisch verbunden (39 %)
e Mehrals 10 % der Leitungsabschnitte oder -lange unbekannt (38 %)

e Mehr als ein Transformator in der Station (12 %)

e Keine Leitung mit Transformator verknipfbar (8 %)

e Scheinleistung des Transformators unbekannt (1 %)

Im nachsten Schritt wird diese Stichprobe auf Grund von unklaren Zuweisungen der
Verbraucher, welche im Folgenden beschrieben werden, auf 1.206 reduziert.

Die verwendete Stichprobe der 1.206 Netze mit 3.016 Leitungskilometern entspricht ca.
3,0 % der Leitungslange in der Niederspannungsebene im Netzgebiet des Bayernwerks
(100.269 km) und ca. 0,24 % bezogen auf Deutschland (1,26 Mio. km) [68, 88]. Die Netze
enthalten 44.628 NVPs, mit insgesamt 80.495 Entnahmestellen (Haushalte, Gewerbe oder
Warmestromzahler), was ca. 3,4 % der Entnahmestellen in der NS-Ebene und MS/NS-Ebene
im Bayernwerksgebiet entspricht [88].

4.2 Aktuelle Verbraucher und Erzeuger in den Netzen

Fur die konvertierten Niederspannungsnetzgebiete werden im folgenden Schritt die Daten
zum aktuellen Energieverbrauch und zur -erzeugung aufbereitet. Zunachst werden die
bereitgestellten Daten und Aufbereitungsschritte der Verbraucher erlautert und im
Anschluss die der Erzeugungsanlagen. AbschlieBend wird die Verknipfung dieser Daten
mit den Netztopologien beschrieben.

421 Aufbereitung der Verbrauchsdaten

Zur VerknUpfung der Netzdaten mit den aktuellen Verbrauchen wurden zusatzlich die
Energieverbrauche aller Messlokationen der Jahre 2017, 2018 und 2019 bereitgestellt. Diese
Verbrauche sind aus Abrechnungsgriinden in Kategorien, sogenannte Standardlastprofile,
eingeteilt. Eine Messlokation beschreibt den Ort, an dem die Energie gemessen wird [89].
Die vorhandenen Kategorien in den bereitgestellten Daten waren HO fur Haushalte, GO — G6
fur unterschiedliche Gewerbearten (Gewerbe, Handel, Dienstleistungen, kurz: GHD, siehe
auch Abschnitt 5.5) und LO fur Landwirtschaftsbetriebe sowie temperaturabhangige Last-
profile (TLP) fur elektrische Speicherheizungen oder Warmepumpen [90, 91]. Sonstige
Profile und Verbraucher wie beispielsweise StraBenbeleuchtung oder Funkmasten werden
aufgrund geringer Relevanz bei der Aufbereitung vernachlassigt. Bei Entnahmestellen mit
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registrierenden Leistungsmessung (RLM), wurden zusatzlich zu den Energieverbrauchen
auch die entsprechenden Lastgange in 15-Minuten Auflésung bereitgestellt.

In Vorbereitung auf die spatere Integration der Lastgange in das Simulationsmodell GridSim
(siehe 6.3) werden die Eingangsdaten weiter aufbereitet. Zunachst werden bei allen SLP-
Daten die drei Jahreswerte entsprechend ihrer Aktualitdt nach Formel (4-1) gewichtet.

_ Ez017 %1+ Ezp18 %2+ Epgi9* 3 (4-1)

E . =
gewichtet 6

Die Abbildung der Haushalte erfolgt mittels Lastgangen, welche basierend auf einem
modifizierten Markow-Prozess erzeugt werden (siehe Kapitel 5) und jeweils einen Haushalt
abbilden. Oftmals befindet sich jedoch gerade in Mehrparteienhausern zusatzlich ein Zahler
fur den Allgemeinstrom (zur Beleuchtung der Gange, Versorgung der Heizungsteuerung
etc.), Uber welchen meist nur geringe Jahresenergieverbrauche abgerechnet werden. Da
die Anzahl der Haushalte fur die Zuweisung der Elektrofahrzeuge in den Szenarien eine
wichtige KenngroBe ist, werden die Daten entsprechend bereinigt. Bei der Bereinigung
werden alle Energieverbrauche bei HO-Verbrauchern, welche unter 500 kWh liegen, zu
einem Wert zusammengefasst und falls die Summe weiterhin unterhalb der Grenze liegt
auf die restlichen Profile verteilt. Ebenfalls werden Jahresenergieverbrauche Giber 9.000 kWh
aufgeteilt, da diese hohen Energieverbrauche ungewdhnlich sind und auf mehrere
Haushalte schlie3en lassen. Das Vorgehen zur Datenaufbereitung wurde mit Expert:innen
bei Bayernwerk diskutiert und abgestimmt. [80]

Bei den Gewerbeprofilen werden alle Verbrauchswerte je Kategorie an einem NVP
aufsummiert da diese im weiteren Verlauf mittels SLP-Verfahren abgebildet werden

Bei den RLM-Daten werden die Lastgdnge aus dem Jahr 2019 verwendet, da dies die
aktuellsten aus dem Datensatz sind. Eine Mittelung von drei Lastgdngen aus verschiedenen
Jahren ist nicht sinnvoll, da hierdurch Lastspitzen verringert und unterschiedliche Wochen-
tage (z. B. Werktage und Sonntage) vermischt wirden.

422  Aufbereitung der Erzeugungsdaten

Bei den Erzeugungsanlagen liegen je Marktlokation, also dem Ort an dem die Energie
erzeugt oder verbraucht wird, die eingespeisten Energiemengen fur die Jahre 2017 — 2019
vor [89]. Zusatzlich liegen aus dem Datensatz der Netztopologien die installierten
Leistungen je Erzeugungsanlage vor. Insgesamt sind in dem Datensatz folgende Typen von
Erzeugungsanlagen enthalten: PV-, Biomasse-, Kraft-Warme-Kopplungs-, Wasserkraft- und
Windenergie-Anlagen enthalten. Da der Fokus der Studie und Arbeit auf der Netz-
Integration von neuen Verbrauchern Gberwiegend im Zusammenspiel mit PV-Anlagen liegt,
werden alle weiteren Erzeugungsanlagen nicht weiter betrachtet und die Netzgebiete mit
entsprechenden Anlagen flr die weitere Betrachtung ausgeschlossen. [80]

Da ein GroBteil dieser PV-Anlagen auf Gebauden installiert ist und dort oftmals ein Anteil
der Energie selbst verbraucht wird — im weiteren als Eigenverbrauch (EV) bezeichnet —
werden die PV-Anlagen in die folgenden Kategorien bzgl. der Messkonzepte unterteilt:
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Volleinspeisung: Diese PV-Anlagen speisen die gesamte erzeugte Energiemenge in das
Netz der offentlichen Versorgung sein. Dieses Messkonzept wird vor allem bei Anlagen,

welche vor 2012 errichtet wurden, umgesetzt, da die garantierte Einspeisevergitung hoher
als der Strompreis ist [58]. Hierzu erfolgt die Messung der erzeugten Energie direkt an der
PV-Anlage.

Uberschusseinspeisung: Bei PV-Anlagen mit Uberschusseinspeisung wird nur die Energie
eingespeist, die nicht direkt lokal verbraucht werden kann. Hierzu erfolgt die Messung der
Einspeisung am NVP, wobei die Differenz aus zeitgleich erzeugter und verbrauchter Energie
gemessen wird. Zusatzlich kann je nach Installationsjahr und dem entsprechend gelten EEG
ab einer gewissen AnlagengroBBe ein zusatzlicher Zahler zur Ermittlung der Erzeugung
vorgeschrieben sein, da auch fir den selbstverbrauchten Strom eine reduzierte EEG-
Umlage bezahlt werden muss(te). Diese Grenze lag beispielswiese bis 2020 bei 10 kW und
wurde mit dem EEG 2021 auf 30 kW erhoht (vgl. § 61b EEG).

Somit ergeben sich in den verfligbaren Daten drei unterschiedliche Konstellationen:
e Volleinspeisung
e Uberschusseinspeisung ohne Einspeisezéhler
e Uberschusseinspeisung mit Einspeisezahler

Aus den Ursprungsdaten kann jedoch nicht zwischen Voll- und Uberschusseinspeisung
ohne Erzeugungszahler unterschieden werden, da immer nur die Daten des einen
Zweirichtungszahlers vorhanden sind. Aus diesem Grund wird die Anlagenkategorie
anhand der eingespeisten Energiemenge durch Anwendung der folgenden Methodik
abgeschatzt. Bei den Anlagen mit Einspeisezahler lagen die Volllaststunden im Mittel bei
1000 h/Jahr bzw. der mittlere Jahresertrag pro kW installierter Leistung bei ca. 1.000 kWh.
Dieser Wert, welcher auch gut mit der Literatur [92] Ubereinstimmt, wird fir die Unter-
scheidung zwischen den Gruppen verwendet. Folglich werden die Anlagen mit weniger als
1.000 kWh/kW jéhrlicher Erzeugung als Uberschusseinspeiser und Anlagen mit mehr
entsprechend als Volleinspeiser klassifiziert. Fir alle Uberschusseinspeiser wird basierend
auf den Anlagen mit Erzeugungsmessung mittels Formel (4-2) aus der erzeugten (Eg,,) und
der eingespeisten (Eg;nsp) Energie der Eigenverbrauchsanteil (Xgy anteir) berechnet. [80]

Egrz — EEinsp _ Egy

Xgv,anteit = (4-2)

EErz EErz

Der mittlere Eigenverbrauchsanteil der untersuchten Anlagen lag in den drei betrachteten
Jahren bei 24 %. Mittels des Eigenverbrauchsanteils und der bekannten eingespeisten
Energiemenge kann basierend auf Formel (4-3) der Eigenverbrauch errechnet werden. [80]

EEinsp

Egy = Egrz — EEinsp = - EEinsp (4-3)

1 - XEV,Anteil

Dieser berechnete Eigenverbrauch wird nun anteilig auf die entsprechenden Jahres-
verbrauche der SLP-Kunden am NVP addiert. Die Zuweisung der einzelnen Profile zu den
jeweiligen NVP wird im nachsten Abschnitt beschrieben. [80]
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423  Zuweisung zu den Netzverknipfungspunkten

Fur die Verknipfung der Netztopologien mit den Verbrauchs- und Erzeugungsdaten steht
keine eindeutige Zuordnung zur Verfligung. Zwar ist jedem Eintrag eine Anschlussobjekt-
Id (AO) zugewiesen, aber es kann sowohl ein NVP mehrere AOs haben als auch ein AO
mehreren NVPs zugewiesen sein. In rund 95 % der Félle kann die Zuweisung allerdings
eindeutig im Rahmen des bereitgestellten Datensatzes durchgefihrt werden. In den
restlichen 5% der Falle herrschen 1:n, n:1 oder n:n Beziehungen. Hintergrund dieser
teilweise unklaren Beziehungen ist, dass ein AO eine:n Rechnungsnehmer:in reprasentiert
und somit oftmals PV-Anlagen, welche z. B. auf landwirtschaftlichen Geb&duden installiert
sind, nicht eindeutig den unterschiedlichen Gebduden bzw. Netzverknipfungspunkten
zugewiesen werden kénnen. Aus diesem Grund werden je nach Profilart und Verhaltnis der
AOs und NVPs entsprechende Verteilungslogiken angewendet, welche in [80] im Detail
beschrieben sind. Bei RLM-Verbrauchern wird keine zuféllige Zuweisung vorgenommen,
sondern bei Unklarheit das jeweilige Netz ausgeschlossen, da eine zufdllige Verortung zu
einem falschen NVP auf Grund des hohen Jahresenergieverbrauchs vermutlich zu
unrealistischen Netzbelastungen und -Uberlastungen flhrt. Insgesamt sind in den
betrachteten Netzen weniger als 1 % der Verbrauchsdaten nicht eindeutig zuordenbar. [80]

In Abbildung 4-5 sind alle Netze entsprechend der Aufteilung ihres aufbereiteten Energie-
verbrauchs auf die drei Hauptverbrauchsarten Haushalt, Gewerbe und Warme dargestellt.
Jedes Netzgebiet ist nach dem Verbrauch in den Kategorien eingruppiert. Ein Punkt in der
Ecke links unten bedeutet beispielsweise, dass in diesem Netzgebiet nur Haushalts-
verbrauch auftritt. Alle Punkte auf der unteren Achse reprasentieren Netzgebiete ohne
explizit gemessenen Stromverbrauch fur die Warmebereitstellung (TLP-Verbraucher).

06 05 04
Anteil Haushalt

Abbildung 4-5:  Zusammensetzung des Energieverbrauchs je Netzgebiet
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Ein Punkt, welcher sich im Schwerpunkt des Dreiecks befindet, steht fiir ein Netz mit gleich
hohem Verbrauch in allen drei Gruppen. Zur besseren Einordnung sind die Bereiche, in
denen eine Kategorie mindestens 50 % Anteil hat, farbig markiert. Insgesamt dominiert in
58 % der Netze der Haushaltsverbrauch (blau markierter Bereich). Hingegen werden nur
24 % der Netze durch Gewerbelasten (rot) dominiert. In einer Vielzahl von Netzgebieten ist
der Verbrauch durchmischt. Aktuell sind zudem in 31 % der Netze keine TLP-Verbraucher
vorhanden. Insgesamt wird setzt sich der Energieverbrauch zu 57,9 % aus Haushalts-, zu
23,1 % aus Gewerbeverbrauch, wovon 3,2 % mittels RLM erfasst werden, und zu 19 % aus
Strom fir elektrische Warmebereitstellung zusammen.

Fur die Zuweisung der PV-Anlagen steht zusatzlich in den Netzdaten die installierte
Leistung zur Verfigung. Somit werden die Anlagen bei nicht eindeutiger Zuordnung
entsprechend der geringsten Abweichung der installierten Leistung aus den beiden
Datensdtzen zugewiesen. Falls die Leistungswerte sehr unterschiedlich sind, werden die
Netze bzw. PV-Anlagen entsprechend aussortiert. Auf diese Weise wird sichergestellt, dass
nicht beispielsweise groBBe Freiflichen-PV-Anlagen, welche identische Rechnungsnehmer
haben, aber in der Mittelspannungsebene (MS-Ebene) angeschlossen sind, falschlicher-
weise mit dem NVP des Rechnungsnehmers in der NS-Ebene verknlpft werden. [80]

Zur Sicherung einer validen Datenbasis und zur Betrachtung der relevanten Netze werden
auf Grund der Erzeuger- und Verbraucherdaten folgende Netze ausgeschlossen:

e Datengrundlage fur Netzbelegung zu unsicher (34 %)
o Mind. 20 % der NVPs wird keine Last oder Erzeugung zugewiesen
o Mehr als funf SLP kénnen nicht eindeutig einem NVP zugewiesen werden

o Mehr als 5% der Energiemenge kann nicht eindeutig einem NVP
zugewiesen werden

e Profilkonstellationen auBerhalb des Betrachtungsrahmens (32 %)
e Weitere Erzeugungsanlagen neben PV-Anlagen (25 %)

Insgesamt ergibt sich somit eine Stichprobe von 1.206 Netzgebieten, die fur die weitere
Betrachtung verwendet wird.

4.3 Szenarien fur Flexibilitatsoptionen in der Niederspanungsebene

Aufbauend auf den Netztopologien mit den aktuellen Verbrauchern und Erzeugern werden
im nachsten Schritt Szenarien fir Elektrofahrzeuge, Warmepumpen und Speicherheizungen
sowie fur PV-Anlagen und Batteriespeicher, in diesen Netzgebieten entwickelt.

Hierzu werden die NVPs mit den Gebauden aus OpenStreetMap (OSM) ([93]) verknUpft
und mit weiteren Datensatzen, beispielsweise dem Zensus ([94]) verschnitten um die
relevanten Geb&dudekennwerte zu bestimmen. Eine Ubersicht dieser Kennwerte und der
Datenquellen ist in Abbildung 4-6 dargestellt. Im Folgenden werden die entsprechenden
Datenquellen und Verknipfungen beschrieben.
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OSM @

Netztopologie - Grur]dﬂ'ache
- Standort (Koordinaten) - Gebaudeabmessungen
- Anzahl NVP Gebsudekennwerte - Anzahl Hausnummern

Gebé&udetyp

Baualter Zensus

Grundflache - Baualter (100 x 100 m) @%@
Verbrauchsdaten Nutzbére Dachflache
- Anzahl Einheiten (Z&hler) . Warmbedarf
- Stromverbrauch TLP S anierungsquote

(optional) Eignung Warmepumpe FREM a‘

- PV-Potenzial FREM

Abbildung 4-6:  Datenquellen und Kennwerte zur Modellierung der Gebaude

Die NVPs aus den Netzplanen werden zunachst mit den Koordinaten der Gebaude aus
OSM geographisch verschnitten. Hierzu werden samtliche Gebaude der 187 Gemeinden,
welche sich auf 48 Landkreise verteilen, abgebildet, da im Verlauf einzelne Kennwerte nur
auf Landkreis- bzw. Gebdude-Ebene vorliegen. Bei der Verschneidung wird eine Toleranz
von 5 m um die Gebdudegrenzen toleriert. Bei einer Uberlappung der Radien wird der NVP
dem nachstgelegenen Gebaude zugewiesen. Falls einem Gebdude mehrere NVPs
zugewiesen werden, wird das Gebaude und die zugehdrigen Kennwerte auf die NVPs
aufgeteilt. Dies tritt vor allem bei groBen Mehrfamilienhdausern (MFH) oder Reihenhdusern
auf, welche teilweise mehrere Netzverknipfungspunkte haben. Mogliche typische
Auspragungen wie ein Einfamilienhaus (EFH), ein Doppelhaus, ein Reihenaus mit funf NVPs,
welches entsprechend in fiinf Gebaude unterteilt wird und ein Mehrfamilienhaus mit einem
gemeinsamen NVP und finf Wohneinheiten (WE), sind in Abbildung 4-7 dargestellt.

Einfamilien- Doppel- Reihenhaus Mehrfamilienhaus
haus haus (5 NVP, 5 WE) (1 NVP, 5 WE)

Abbildung 4-7:  Typische Gebaude und deren Netzverknupfungspunkte

Falls einem NVP kein Gebaude zugewiesen werden kann, werden ersatzweise die
durchschnittlichen Kennwerte der zugehdrigen Gemeinde verwendet. Detailanalysen haben
gezeigt, dass oftmals Neubaugebiete noch nicht vollstdndig in OSM abgebildet sind und
deswegen keine Verschneidung der Daten méglich ist. [80]

Nach der beschriebenen Verknipfung der Gebdude aus OSM und den Netztopologie-
Daten werden den Gebauden die fiir die Modellierung der Warmebereitstellung weitere
Kennwerte zugewiesen. Aus OSM werden die Gebaudeabmessungen, die Grundflache und
die Anzahl der Hausnummern extrahiert (siehe Abbildung 4-6).
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Mittels der Anzahl der Wohneinheiten aus den Energieverbrauchsdaten und der
Klassifizierung aus [95] werden die Gebdude flr die Bestimmung des Warmebedarfs in
sieben Gebdudetypen, welche in Tabelle 4-1 genannt sind, eingeteilt.

Tabelle 4-1:  Betrachtete Gebaudetypen nach [95]

Gebaude-Typ Bezeichnung
1 Einfamilienhaus
2 Doppelhaus
3 Reihenhaus
4 Kleines Mehrfamilienhaus (3-6 Einheiten)

GroBes Mehrfamilienhaus (mehr als 6 Einheiten)
6 Nicht-Wohngebaude

7 Sonstige (z. B. Garage)

Da der Warmebedarf zudem stark vom Baualter des Gebaudes abhangig ist, wird jedem
Gebaude eine Baualtersklasse (siehe Tabelle 4-2) zugewiesen. In den Zensus-Daten [94]
liegen diese deutschlandweit in einem 100 x 100 m Raster vor.

Tabelle 4-2: Betrachtete Gebaudealter nach [94]

Baualter-Id Baualter

—_

<1900
1900 - 1945
1946 - 1960
1961-1970
1971-1980
1981-1985
1986 - 1995
1996 - 2000

O© o0 N o u M~ W N

2001 - 2005

—
o

> 2005

Wie in [95] wird der Warmebedarf je Gebaude aus dessen spezifischen Warmebedarf und
der Wohnflache berechnet. Hierzu wird fur jede Kombination aus Baualter und Gebdudetyp
nach [96] der spezifische Warmebedarf der Klasse bestimmt. Die Wohnflache wird aus der
Grundflache ([93]), der Stockwerkszahl ([97]) und einem Faktor nach [98] fir den Wohn-
flachenanteil an der Gesamtflache bestimmt. Durch Multiplikation der Wohnflache mit dem
spezifischen Warmebedarf ergibt sich der Warmebedarf je Gebaude. Ebenfalls wird nach
[95] ein Teil der Gebaude teilweise oder vollstandig Uber die Jahre saniert. Die Eignung zur
Beheizung eines Gebaudes mittels Warmepumpe wird nach dem Modell aus [95] ermittelt,
wobei je Gebdude unterschiedliche Aufstellorte und deren Schallausbreitungseffekte
untersucht werden und geprft wird, ob diese im zulassigen Bereich liegen. [80]
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Sofern in den Verbrauchsdaten fur Gebaude Stromverbrauche fir Warmepumpen oder
Speicherheizungen enthalten sind, werden diese fir die Berechnung der Warmebedarfe
verwendet. Fur die Umrechnung der Strommengen der Warmepumpen werden mittlere
Jahresarbeitszahlen in Abhangigkeit der Gebaudetypen nach [99] verwendet.

AbschlieBend wird, basierend auf [97], die nutzbare Dachfléche je Gebdude fir PV-Anlagen
bestimmt, welche neben der Grundflache, z. B. auch vom Gebaudetyp und dem Baualter
abhéangig ist. Diese dient als EingangsgroéBRe fur die Zuweisung der PV-Anlagen.

Aufbauend auf den beschriebenen Gebaudekennwerten werden im Folgenden die
Szenarien fur Elektrofahrzeuge, Warmepumpen und Speicherheizungen, sowie PV-Anlagen
und Batteriespeicher beschrieben.

4.3.1 Elektrofahrzeuge

Die Verteilung der Elektrofahrzeuge stutzt sich auf das solidEU-Szenario aus dem
eXtremOS-Projekt [8]. Dieses europdische Szenario beschreibt eine gemeinschaftliche
Erreichung der Klimaschutzziele [8]. Eine Darstellung der entsprechenden Entwicklung fur
Deutschland mit Bezug auf die aktuellen politischen Ziele aus 2022 ist in Abbildung 4-8 zu
finden.
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Abbildung 4-8:  Szenario zum Hochlauf der Elektromobilitdt nach [8] und Ziel aus dem
aktuellen Koalitionsvertrag [9]

Die Elektrofahrzeuge werden im Weiteren in drei unterschiedliche Kategorien eingeteilt
[80]. Diese Kategorien unterscheiden sich im Hauptladeort, welcher zu Hause oder am
Arbeitsplatz sein kann, und den zugehdrigen Fahrprofilen, welche im Abschnitt 5.2
beschrieben sind. Die ersten beiden Kategorien sind Fahrzeuge mit Fahrprofilen von
Privatpersonen und die dritte Kategorie bildet gewerbliche Fahrzeuge ab, welche nach [100]
14 % der Elektrofahrzeuge abdeckt. Da jedoch nicht alle Privatpersonen zu Hause laden
kédnnen und nach [101] 27 % der Energiemenge an Gewerben geladen wird, werden 13 %
der Fahrzeuge als Mitarbeiter-Fahrzeuge mit Lademaoglichkeit am Arbeitsplatz eingestuft.
Insgesamt werden 73 % der Elektrofahrzeuge Privathaushalten und 27 % Gewerbeeinheiten
zugewiesen.

35



Zukiinftige Versorgungsaufgabe der Verteilnetze

Somit ergeben sich fir die Elektrofahrzeuge die folgenden drei Kategorien:
1. Privates Elektrofahrzeug mit Lademaoglichkeit zu Hause (73 %)
2. Privates Elektrofahrzeug mit Lademdoglichkeit am Arbeitsplatz (Mitarbeiter) (13 %)
3. Gewerbliches Elektrofahrzeug mit Lademaoglichkeit am Arbeitsplatz (14 %)

Die Regionalisierung der privaten Elektrofahrzeuge basiert auf der Methodik der
,Kurzstudie Elektromobilitat” [100], welche die Regionalisierung der Elektrofahrzeuge fur
den Netzentwicklungsplan (NEP) 2035 [102] beschreibt. Die Verteilung erfolgt anhand der
Parameter Verflgbarkeit von Garagen, typische Pendlerdistanz und deren Streuung, PV-
Anlagen, mittlere Wohnflache und mittleres Einkommen. Aus diesen Parametern werden
mit Faktoren Verteilungsschlissel berechnet und ein 100 x 100 m Raster Gber Deutschland
gebildet, das die Wahrscheinlichkeit fir das Auftreten/Vorkommen von Elektrofahrzeugen
vorgibt. Dieses normierte Raster wird im zweiten Schritt mit der Anzahl der
Elektrofahrzeuge, welche zu Hause geladen werden, multipliziert. Innerhalb eines Rasters
werden Elektrofahrzeuge den Haushalten zufdllig zugewiesen. Es sind maximal zwei
Elektrofahrzeuge pro Haushalt erlaubt. Fur die Verteilung der gewerblichen Elektro-
fahrzeuge stehen nur die Anzahl pro Landkreis zur Verfigung. Da jedoch nicht immer der
gesamte Landkreis mit den entsprechenden Netzen abgedeckt ist, wird Gber die privaten
Elektrofahrzeuge ein Abdeckungsfaktor gebildet. Dieser wird aus dem Anteil der den
Netzgebieten zugewiesenen und der Gesamtanzahl privater Elektrofahrzeuge je Landkreis
bestimmt. Mit diesem Faktor wird die Anzahl der gewerblichen Elektrofahrzeuge
multipliziert und den Gewerbeeinheiten zugewiesen. Die eine Halfte wird Uber die Anzahl
der Gewerbe und die andere Halfte unter Berlcksichtigung des Energieverbrauchs der
Gewerbeeinheiten verteilt. Dieses Verfahren wird gewahlt, da weder in den bereitgestellten
Daten noch in OSM ausreichend Zusatzinformationen fir eine detaillierte Zuweisung nach
Sektoren vorhanden sind. [80]

Die im Mittel resultierende Anzahl Elektrofahrzeuge je Hausanschluss in den Netzgebieten
sind in Abbildung 4-9 dargestellt. Im Jahr 2030 ist in der Mehrzahl der Netze weniger als
ein Elektrofahrzeug pro Hausanschluss verfugbar.
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Elektrofahrzeuge je Hausanschluss

Abbildung 4-9:  Mittlere Anzahl an Elektrofahrzeugen je Hausanschluss in den
Netzgebieten
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Im Jahr 2040 sind bereits im Schnitt 1,1 Elektrofahrzeuge pro Hausanschluss vorhanden. Nur
nochin 2,7 % der Netze ist an weniger als jedem vierten Hausanschluss ein Elektrofahrzeug
vorhanden. Dieser Trend setzt sich fort und im Jahr 2050 sind durchschnittlich 1,6 Elektro-
fahrzeuge pro Hausanschluss verfigbar.

Zusatzlich werden die Elektrofahrzeuge in die drei Fahrzeugtypen Klein- (27,6 %),
Mittelklasse- (40,6 %) und Oberklassewagen (31,8 %) mit den zugehorigen Batterie-
kapazitaten von 38, 60 und 100 kWh eingeteilt [103, 104].

432  Warmepumpen und Speicherheizungen

Neben den Elektrofahrzeugen nimmt zukinftig auch die elektrische Beheizung mittels
Warmepumpen zu. Ebenso wie die Szenarien flr Elektrofahrzeuge basiert das Szenario fur
die Verteilung der Warmepumpen und elektrische Speicherheizungen auf dem solidEU-
Szenario [8]. Im Rahmen des Projekts wurden auf NUTS-3 Ebene, welche den deutschen
Landkreisen entspricht, Endenergien je Sektor bestimmt. In [105] wird beschrieben wie
Raumwarme- und Trinkwarmwasserlastgange auf NUTS-3 Ebene bestimmt werden. Aus
diesen Daten werden die Energieverbrauche der Warmepumpen und Speicherheizungen
fur die entsprechenden Stitzjahre berechnet.

Fur die Speicherheizungen wurde nach der Verknipfung mit den real existierenden Daten
festgestellt, dass in den Netzen aktuell bereits weniger Anlagen vorhanden sind als mit der
obigen Methode berechnet. Da in den nachsten Jahren ein weiterer Ruckbau der
Speicherheizungen angenommen wird, wurde in Abstimmung mit Expertiinnen fir den
Ruckbau der mittlere Wert in Deutschland berechnet. Ausgehend vom aktuellen
Anlagenbestand werden diese schrittweise entsprechend rickgebaut. Fur die
Regionalisierung wird je Stutzjahr die entsprechende Anzahl an Speicherheizungen
zurlckgebaut. Hierzu werden zufallig aus dem Bestand Anlagen ausgewahlt. Insgesamt
spielen die Speicherheizungen nur eine untergeordnete Rolle, da nur in ca. 2% der
Gebaude eine entsprechende Heizungsart vorhanden ist. [80]

Fur die Warmepumpen wird im solidEU-Szenario ein Anstieg des Endenergiebedarfs
— sowohl fir Raumwarme als auch Warmwasser — prognostiziert [8]. Zur Verknlpfung des
elektrischen Endenergiebedarfs aus dem Szenario und den bekannten Warmebedarfen der
Gebaude (siehe Abschnitt 4.3) wird der Endenergiebedarf mit der mittleren Jahresarbeits-
zahl von 2,94 nach [99] multipliziert. Die Jahresarbeitszahl beschreibt das Verhaltnis von
erzeugter Warme zu verbrauchter elektrischer Energie Uber ein Jahr. Durch diese
Multiplikation ergibt sich der resultierende Raumwarmebedarf. AbschlieBend erfolgt die
Umrechnung der Werte je Landkreis auf die Gebaude in den Netzgebieten wie in auch unter
[80] beschrieben. Die Eignung der Gebaude fur Warmepumpen wird nach [95] beachtet. In
diesem Prozess werden auch die bestehenden Warmepumpen bertcksichtigt und in die
Szenarien Gberfuhrt. [80]

Insgesamt steigt der Anteil der mit Warmepumpen beheizten Gebaude von aktuell 6 % auf
60 % bis 2050 an. Die Verteilung innerhalb der Netze ist allerdings sehr heterogen und auch
im Jahr 2050 sind noch in einzelnen Netzgebieten keine Warmepumpen vorhanden. In
Abbildung 4-10 sind je Netzgebiet die entsprechenden Anteile der Gebdude, welche tber
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eine Warmepumpe verflgen, dargestellt. Aktuell sind in 78 % der Netze maximal 10 % der
Gebaude elektrisch beheizt. Im Jahr 2030 verschiebt sich die Verteilung bereits deutlich und
in Uber der Halfte der Netzgebiete sind mindestens 20 % der Gebdude mit einer Warme-
pumpe ausgestattet. Der Trend setzt sich Uber die Jahre fort und im Jahr 2040 gibt es
zahlreiche Netzgebiete mit 20 — 60 % Warmepumpenanteil. Bis zum Jahr 2050 verschiebt
sich die Kurve weiter nach rechts und nur noch knapp 10 % der Netzgebiete weisen einen
Anteil bis 10 % auf. Hierunter sind auch viele kleine Netzgebiete mit nur ein oder zwei
Gebauden, welche Gber keine Warmepumpen verfigen.
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Abbildung 4-10: Mittlere Durchdringung der Netze mit Warmepumpen

433 PV-Anlagen

Als Ausgangspunkt flr die Szenario-Erstellung fur die PV-Anlagen dient das Szenario
2035 B aus dem Entwurf des Netzentwicklungsplan 2035 der Ubertragungsnetzbetreiber
([102]), welcher von der BNetzA genehmigt wurde [106]. ,Szenario B beschreibt eine
Transformation des Stromsektors, in der die Sektorkopplung und das stromnetzorientierte
Einsatzverhalten von Erzeugern und Verbrauchern eine relevante Rolle spielen. Der Strom-
sektor trdgt im B-Szenariopfad signifikant zur Dekarbonisierung der anderen Sektoren bei.
Daraus resultiert eine erhéhte Durchdringung mit Elektroautos, Wédrmepumpen” ([102], S. 27).
Dies trifft somit die Untersuchungsziele der vorliegenden Arbeit. Bis zum Jahr 2035 sieht
der NEP eine installierte PV-Leistung von 117,8 GW vor, was einer Steigerung um 240 % im
Bezug zur installierten Leistung von 49,0 GW im Jahr 2019 entspricht. Im Weiteren werden
jedoch auf Grund des Fokus auf die Niederspannungsebene nur Dachanlagen bis zu einer
maximalen Leistung von 100 kW bertcksichtigt. Bei groBeren Anlagen ware eine detaillierte
Netzanschlussplanung durchzufihren, welche nicht Teil dieser Arbeit ist. Die Daten fir die
Jahre nach 2035, welche auBerhalb des NEP-Planungshorizonts liegen, werden durch
Extrapolation bestimmt.

Die Regionalisierung des Zubaus erfolgt nach der Methodik aus [107], wobei in den
Regionen unterschiedliche Ausbaudynamiken bertcksichtigt werden. Zuséatzlich werden fur
den Ausbau der PV-Anlagen je Gemeinde fur die Anlagenklassen 0 —10 kW, 10 — 30 kW
und 30 —100 kW die Zielwerte nach [108] bzw. [109] berechnet. Entsprechend werden fir
alle Gebaude die Potenziale aus der nutzbaren Dachflache und einer spezifischen PV-
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Leistung von 200 W/m? [110] berechnet. Die Mindestanlagenleistung wird auf 3 kW
festgesetzt. [80]

Im nachsten Schritt wird je Gemeinde und Anlagenklasse der Zubaubedarf basierend auf
den bereits installierten Anlagen, welche je NVP und somit Gebadude bekannt sind, und den
im vorherigen Stltzjahr bereits zugebauten PV-Anlagen berechnet. Somit kann eine
Konsistenz der Szenarien aus dem Ausgangszustand Uber die unterschiedlichen Jahre
gewahrt werden. Zur Erreichung des Zubaus werden so lange Gebdude mit
entsprechendem und noch unerschlossenem PV-Potenzial zufallig aus dem Gebaude-
bestand gezogen und die entsprechende Anlage zugebaut. Dies wird so lange wiederholt
bis das Potenzial ausgeschopft ist. Falls die geeigneten Dachflachen einer Klasse nicht
ausreichen, um das Ausbauziel zu erreichen, werden weitere Anlagen in der néchstgréBeren
Klasse zugebaut. [80]

Auch falls nicht jede Klasse auf Grund der Geb&uderestriktionen immer exakt erfullt werden
kann und gerade in der letzten Leistungsklasse zwischen 30 und 100 kW nicht immer
ausreichend Dacher zur Verfligung stehen, ist die Abweichung der installierten Leistung je
Stutzjahr der regionalisierten Anlagen immer kleiner 2 %.

Die Anzahl der PV-Anlagen verdoppelt sich bis zum Jahr 2050 nahezu, sodass demnach ca.
jedes vierte Gebaude eine PV-Anlage hat. Der Zubau erfolgt im Modell verstarkt bis 2030
und flacht danach etwas ab. Auf Grund der Wahl der maximalen Anlagenleistung von
100 kW, nimmt die mittlere Anlagengréfe von 15,2 kW auf 14,2 kW ab. Im Gegensatz dazu
steigt allerdings der Median der installierten Leistung je Anlage von 8,9 kW auf 9,6 kW um
8 % an. Die durchschnittliche installierte Leistung je Gebadude steigt von 1,65 kW (2020),
Uber 2,81 kW (2030), 3,04 kW (2040) auf 3,14 kW (2050). In Abbildung 4-11 sind die
resultierenden mittleren Durchdringungsgrade der Netze mit PV-Anlagen fir die
betrachteten Jahre dargestellt.
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Abbildung 4-11:  Mittlere Durchdringung der Netze mit PV-Anlagen
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434  Batteriespeicher

Im letzten Schritt erfolgt in Anlehnung an das PV-Szenario die Verteilung der
Batteriespeicher. Die Regionalisierung der Batteriespeicher basiert auf dem PV-Szenario
und erfolgt nach der Methodik aus [53]. Als geeignet flr einen Batteriespeicher gelten PV-
Anlagen mit einer Nennleistung < 30 kW [111]. Batteriespeicher werden nur zu neuen PV-
Anlagen oder solchen Anlagen zugebaut, die nach 20 Jahren keine weitere EEG-Férderung
mehr erhalten. Insgesamt wird bei 55 % dieser PV-Anlagen zusatzlich ein Batteriespeicher
installiert. Die resultierenden Durchdringungen der Netzgebiete sind in Abbildung 4-12
dargestellt. Insgesamt steigt der Anteil der PV-Anlagen mit zugewiesenem Batteriespeicher
bis 2050 auf 41,7 % der PV-Anlagen bzw. 10,6 % der Gebaude.
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Abbildung 4-12: Mittlere Durchdringung der Netze mit Batteriespeichern

Die Dimensionierung der Batteriespeicher wird an die entsprechende PV-Anlage angepasst.
Die installierte PV-Leistung entspricht dabei der Speicherkapazitédt in Kilowattstunden. Es
wird also eine Kilowattstunde Speicher pro installiertem Kilowatt PV-Leistung zugewiesen.
Zusatzlich wird die Speicherkapazitat auf ein Maximum von 18 kWh begrenzt [92]. Die
installierte Speicherleistung entspricht 44 % der zugewiesenen Speicherkapazitdt,
basierend auf [112], fiir Speicher bis 30kW Leistung.

435 Ubersicht der Szenarien

Zusammenfassend sind in Tabelle 4-3 die zusatzlichen Komponenten in Bezug zu den
insgesamt 44.628 betrachteten Gebaude fir unterschiedlichen Stutzjahre aufgefuhrt.

Tabelle 4-3: Anteile der Gebdude mit den entsprechenden Komponenten in den
betrachteten Netzgebieten in % nach [80]

2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050

EFZ HH 0 36,0 52,8 74,5 91,0 m,9 1343
EFZ GHD 0 6,0 94 13,8 17,9 22,8 27,7
WP 6,3 18,4 26,4 34,8 44,6 52,9 59,9

ESH 2,44 2,43 2,42 2,41 2,41 2,40 2,39
PV-Anlagen 13,4 20,9 22,4 23,8 24,4 24,9 25,4

BS 10 5,6 79 9,6 9,9 10,2 10,6
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Zur Einordnung der Szenarien sind in Abbildung 4-13 die berechneten Jahresenergie-
mengen je Verbraucher/Erzeuger sowie die installierten Leistungen der flexiblen
Komponenten dargestellt. Die Haushalts- und Gewerbeverbrauche werden innerhalb der
Szenarien als konstant angenommen. In der linken Abbildung werden die Jahresenergie-
mengen je Hausanschluss und Jahr gezeigt. Uber die Jahre steigt der Verbrauch von
durchschnittlich 6,8 MWh pro Hausanschluss durch die Elektrifizierung um 150 % auf
17 MWh an. Wahrend heute noch die klassischen Verbrauche im Haushalt und Gewerbe
dominieren, sind im Jahr 2050 Warmepumpen mit 40 % die Hauptverbraucher.
Elektrofahrzeuge sind mit 23 % auch im Jahr 2050 noch hinter dem klassischen Verbrauch
(35 %). Auf der Erzeugungsseite steigt die erzeugte Energiemenge je Hausanschluss von
EFZ

1,5 auf 3,2 MWh an.
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Abbildung 4-13: Energiebedarf nach Verbrauchsarten und installierte Leistungen der
Flexibilitatsoptionen je Hausanschluss

Im rechten Teil der Abbildung 4-13 sind die installierten Leistungen der flexiblen
Verbraucher und Erzeuger im Mittel je Hausanschluss dargestellt. Der starke Zuwachs an
flexibler Leistung ist Uberwiegend (75 % in 2040) durch die Elektrofahrzeuge, welche im
angenommenen Szenario jeweils Uber eine 11 kW Lademdglichkeit verfiigen, begriindet.
Insgesamt steigt die flexible Leistung bis 2050 auf 23,8 kW je Hausanschluss. Auf der
Einspeiseseite, bei Vernachlassigung der Rickspeisefahigkeit der Elektrofahrzeuge, wird ein
Wert von 3,7 kW pro Hausanschluss erreicht. Somit bleibt die Lastseite dominierend. In der
Abbildung wurde auf die Darstellung der installierten Leistung der Haushalte und Gewerbe
verzichtet.

4.4 Zusammenfassung und Einordnung

Zur Analyse und Bewertung der zuklnftigen Versorgungsaufgabe der Verteilnetze ist eine
ausreichend breite und valide Datengrundlage notwendig, um eine méglichst groBe Vielfalt
an unterschiedlichen Netzen, Belastungen und deren Entwicklung abdecken zu k&nnen.
Mittels der bereitgestellten umfassenden Daten aus unterschiedlichen Regionen Bayerns
konnten 3 % der Niederspannungsnetze Bayerns detailliert aufbereitet werden. In der
Stichprobe befinden sich sowohl kleine Netzgebiete mit nur einem Hausanschluss und
wenigen Metern Netzldnge als auch gro3e Netzgebiete mit iber 300 Hausanschlissen und
mehreren Kilometern Leitungslange.
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Die zusatzliche Bereitstellung von Verbrauchs- und Einspeisedaten sowie weiterer Meta-
Informationen aus den Netzdaten ermdglicht es ein realitatsnahes Abbild der heutigen
Netzsituation bis auf die Ebene einzelner Flexibilitatsoptionen zu erstellen. Durch die Ver-
knipfung der Datenquellen und anschlieBender Plausibilisierung konnte ein umfassender
Datensatz von 1.206 Niederspannungsnetzen mit insgesamt 44.628 Hausanschlissen
erstellt werden. Fir jeden dieser Hausanschllsse sind die Energieverbrauche und bereits
vorhandene Flexibilitdtsoptionen bekannt. Eine Simulation im Ausganszustand zeigt, dass
die Niederspannungsnetze heute zu 78 % lastdominiert sind. Dies bedeutet, dass die
betragsmaBig groBte Leistung am Transformator im Last- und nicht im Einspeisefall auftritt.
Die Hauptverbraucher heute sind Haushalte (58 %) und Gewerbe (24 %). Einschrankend bei
der Interpretation der Verbrauchsdaten und aktuellen Verteilung der Flexibilitatsoptionen
sei erwahnt, dass nur die bereitgestellten Daten verwendet werden konnten. So wurden
beispielsweise nur die Warmepumpen als solche betrachtet, die Uber einen separaten
Zahler mit dem entsprechenden Profil abgerechnet werden. Ebenso lagen keine Daten zu
Elektrofahrzeugen vor, weswegen in den Referenzsimulationen auf eine Betrachtung der
bisher geringen Anzahl im Bezug zur Gebdudeanzahl verzichtet wurde. Weiterhin konnten
nicht immer alle Verbrauche exakt zugewiesen werden, weshalb beispielswiese bei PV-
Anlagen Annahmen beziglich der tatsachlichen Zahlkonzepte getroffen oder Netzgebiete
ausgeschlossen werden mussten.

AbschlieBend wurden diese Daten mit einem Szenario, welches den Wandel des
Energiesystems zur Erreichung einer CO,-Reduktion um 95 % gegenuber 1990 beschreibt,
verknipft. Die Herausforderung dieser Verknlipfung lag in der bendtigten hohen
raumlichen Auflésung. Hierzu wurden schlieBlich alle Gebaude mit den relevanten
Kennwerten abgebildet und zusatzlich die Flexibilitatsoptionen Elektrofahrzeuge, Warme-
pumpen, Batteriespeicher und PV-Anlagen verteilt. Die Verteilung einzelner Komponenten
erfolgt mittels diverser Parameter, um entsprechende Wahrscheinlichkeiten abzubilden.
Letztlich ist jedoch die Entscheidung, ob sich eine Person zukiinftig ein Elektrofahrzeug
anschafft oder nicht, selbstverstandlich von zahlreichen Faktoren abh&ngig, die nicht in
einem Energiesystemmodell bertcksichtigt werden kdnnen. Somit bildet die exakte
Zuweisung der Einzelkomponenten nur ein mogliches Szenario ab. Durch die Vielzahl an
abgebildeten Netzen lassen sich, auch wenn die Zukunft nicht exakt abgebildet werden
kann, wertige Erkenntnisse ableiten.

Zur besseren Einordnung der im folgenden gezeigten Ergebnisse sei an dieser Stelle
erwahnt, dass die Szenario-Entwicklung bereits im Jahr 2020/2021 durchgefihrt wurde und
somit vor dem Amtsantritt der aktuellen Bundesregierung mit den wesentlich erhéhten
Ausbauzielen [9]. Das verwendete Szenario fur den Ausbau der PV-Dachanlagen, welches
sich am Szenario 2035 B des Netzentwicklungsplan 2035 der Ubertragungsnetzbetreiber
([102]) orientiert, wurde im aktuellen Netzentwicklungsplan Strom 2037 deutlich nach oben
korrigiert [113]. Das Ziel der installierten Leistung von PV-Dachanlagen bis zum Jahr 2040
wurde beispielsweise um 132 % angehoben [113]. Zur Einordnung ist im Anhang A.6 ein
Vergleich des hier betrachteten Szenarios und dem aktualisierten PV-Szenario dargestellt.
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5 Energiebedarfe und statische Lastgange

Fur die weiteren Analysen und Berechnungen sind detaillierte und konsistente Lastgange
der statischen (unflexiblen) Lasten, z. B. die klassische Haushaltslast, und der zugehérigen
zeitaufgeldsten Bedarfe der Sektoren Warme und Mobilitat notwendig. Diese sind wichtig,
da die unterschiedlichen Sektoren durch die Nutzer miteinander verknipft sind.

Die Betrachtung eines Einpersonenhaushalts verdeutlicht dies. Wenn beispielsweise die
Bewohnerin mit ihrem Elektrofahrzeug fahrt, ist folglich zeitgleich der Stromverbrauch zu
Hause geringer, da niemand beispielsweise Haushaltsgerdte verwendet. In diesem Fall
kdnnen lediglich Gerate, bei denen keine direkte Nutzerinteraktion bendtigt wird,
verwendet werden. Zudem besteht in diesem Fall zu Hause auch kein Warmwasserbedarf.
Anders verhalt es sich aber beispielsweise, wenn die Person nach einem Arbeitstag nach
Hause kommt, das Elektrofahrzeug geladen wird, die Person duschen geht und sich im
Anschluss etwas zu Essen kocht. Auf Grund dieser Verknipfungen wurde ein Bottom-up
Modell basierend auf dem Nutzerverhalten flr diese drei Bereiche — Stromverbrauch,
Warmwasserbedarf und Mobilitat — entwickelt. Eine Ubersicht tiber das Gesamtmodell
sowie die zugehdrigen Datenquellen ist in Abbildung 5-1 dargestellt.
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Abbildung 5-1:  Ubersicht des konsistenten Lastgangmodells fiir elektrische Lastgéange
sowie zeitlich aufgeldste Warmwasser- und Mobilitdtsbedarfe fur
Haushalte nach [13]

Dieses Modell besteht neben den allgemeinen Eingangsdaten zur Parametrisierung der zu
erstellenden Haushalte und den Eingangsdaten bezuglich des Nutzerverhaltens aus der
Zeitverwendungserhebung ([23]) und der Befragung Mobilitdt in Deutschland 2017
(MiD, [27]). Aus den ZVE-Daten werden zunichst Ubergangswahrscheinlichkeiten
berechnet, aus welchen mittels eines adaptierten Markow-Prozesses Aktivitats- und
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Mobilitatsprofile fir einzelne Agenten berechnet werden. Das Aktivitatsprofil wird fur die
Bestimmung des elektrischen Lastgangs mit Geraten und entsprechenden Lastgangen
verknUpft. Analoges gilt fur die Warmwasserbedarfe, welche an die Aktivitdten gekoppelt
sind. Mit dem Mobilitétsprofil und Daten aus der MID werden Wegeketten erstellt, um das
Mobilitdtsverhalten nachzubilden.

Das Modell ermdglicht die Abbildung verschiedener HaushaltsgroBen (von ein bis funf
Personen) und Bewohner-Typen (Vollzeitarbeitende, Teilzeitarbeitende, Rentner:innen und
Kinder). Es wurde bereits in [13] veroffentlicht und basiert auf der vom Autor betreuten
Masterarbeit [114]. Zur Erstellung der Lastgénge eines Netzgebiet wird das Modell fur jeden
Haushalt angewendet.

Im Folgenden wird zunachst das Aktivitatsmodell (Abschnitt 5.1), welches entscheidet was
die unterschiedlichen Agenten im Laufe der Tage tun, beschrieben und aufbauend darauf
die Modelle fur das Mobilitatsverhalten (Abschnitt 5.2), elektrische Lastgange
(Abschnitt 5.3) und Warmebedarfe (Abschnitt 5.4) erlautert. Weiterflhrend werden in
diesem Kapitel die Erstellung der Gewerbelastgange (Abschnitt 5.5) und der PV-
Erzeugungsgange (Abschnitt 5.6) beschrieben.

5.1 Nutzerverhalten als Grundlage fur konsistente Lastgange

Die Grundlage hierfur bildet das Aktivitatsmodell, welches das Nutzerverhalten nachbildet.
Es wird fur jeden Agenten ein zusammenhangendes Aktivitatsprofil Uber den Simulations-
zeitraum erstellt. Neben der Art der Aktivitdt wird zudem der Ort (zu Hause, am Arbeitsplatz,
sonstiger Ort, Unterwegs) der Aktivitat bestimmt und ein entsprechendes Mobilitatsprofil
erstellt. Das Modell stitzt sich auf Detail-Daten der ZVE-Studie (Scientific Use Files), welche
im Folgenden erldutert werden [115].

5.1.1 Eingangsdaten

Zeitverwendungserhebungen sind im Allgemeinen Statistiken, die Informationen dartiber
enthalten, wie Menschen ihre Zeit verbringen. In diesem Fall wird die
Zeitverwendungserhebung des Statistischen Bundesamtes aus dem Jahr 2012/2013
verwendet [115]. Fir die Erhebung wurden Uber 5.000 reprasentative Haushalte mit mehr
als 11.000 Personen befragt. Die Interviews bestanden aus Haushaltsinterviews, persénlichen
Interviews und Tagebuchern, die den detaillierten Tagesablauf der Befragten in Zeit-
schritten von zehn Minuten flur drei Tage (zwei Wochentage und ein Wochenendtag)
erhoben haben. Im Rahmen der Haushaltsbefragung wurden weitere Merkmale wie die
Anzahl der im Haushalt lebenden Personen und die Wohnflache ermittelt. Personliche
Informationen wie Alter, Geschlecht, Familienstand und sozialer Status wurden durch
personliche Befragungen ermittelt. Die Aktivitaten aus den gesammelten Tageblchern
wurden in 165 definierte Aktivitatskategorien geclustert. Die Berufstatigkeit der Befragten
wurde ebenfalls in Kategorien geclustert (Freiberufleriinnen, Beamt:iinnen, Angestellte,
Arbeiter:iinnen, Schiler:innen/Studierende, Rentner:innen, Arbeitslose). Zuséatzlich enthalt
der Datensatz Informationen Uber die Arbeitssituation (Vollzeit, Teilzeit) jedes Befragten
und dartber, ob die Person Schichtarbeit leistet.
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Fur die weitere Verwendung werden die Daten aufbereitet, zusammengefasst und
Sonderfélle ausgeschlossen. Erstens wurden Aktivitaten, welche tber einen gesamten Tag
stattfanden, ausgeschlossen. Diese fuhren im Markow-Prozess in ein loses Ende da auf
Grund der fehlenden Ubergangswahrscheinlichkeit in die nachste Aktivitat die aktuelle
Aktivitat nicht mehr beendet werden kann. Dieser Ausschluss betrifft jedoch nur 0,04 % (13
von 32.105 Tagesprofile) der Daten. Ebenso wurden die Aktivitdten ,Fahrt zur Arbeit”
entfernt, da diese Pendelfahrten im spateren Prozess ersetzt werden, um eine gleich-
bleibende Fahrtdauer und Strecke bei allen Pendelfahrten eines Agenten zu erhalten. Dieses
realistische Verhalten kann Uber den wahrscheinlichkeitsbasierten Ansatz eines Markow-
Prozesses nicht abgebildet werden. Weiterhin wurden die detaillierten 165 Tatigkeits-
kategorien der Studie, welche haufig nicht fir die weitere Verwendung relevant sind, in 19
Uberkategorien geclustert, welche in Tabelle 5-1 dargestellt sind. In der Tabelle sind
zusatzlich auch die Orte der Aktivitaten (zu Hause: H; am Arbeitsplatz: A, an einem
sonstigen Ort: S) aufgefuhrt. Weiterhin ist vermerkt, ob die Aktivitdten direkten (X) oder
indirekten Einfluss (x) (z. B. Licht) auf den elektrischen Energieverbrauch oder den Warm-
wasserbedarf haben. Insgesamt ergeben sich somit fur die weitere Modellierung, unter
Beachtung der Zusatzkategorie Pendeln, 20 Aktivitaten.

Tabelle 5-1:  Ubersicht der verwendeten Aktivitdten und deren Einfliisse auf die weiteren
Modellierungen

Id Aktivitit Ort Elektr. Therm. Bedarf
Lastgang

1 Schlafen H (X)

2 Essen H|IA|S (x)

3 Waschen und Anziehen H X X

4 Zubereitung Mahlzeiten H X

5 Backen H X

6 Geschirrreinigung H X X

7 Reinigen der Wohnung H X X

8 Wasche waschen H X X

9 Bugeln H X

10 Fernsehen H X

1l Musik héren H X

12 Computer benutzen H X

13 Sonstige Aktivitat zu Hause H X

14 Arbeiten H|A (X)

15 Bildung H|S (x)

16 Soziale Kontakte H|S (X)

17 Sonstige Aktivitéten S

18 AuBer Haus S

19 Sonstiger Weg S

20 Pendeln S
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Neben den Aktivitaten wurden auch die unterschiedlichen Personen nach den folgenden
Kriterien in Agentengruppen zusammengefasst:

* Geschlecht: mannlich/weiblich

* Berufstatigkeit: Angestellter, Arbeiter, Beamter, Selbststandiger, Schiler/Student,
Rentner/Pensionar

* Umfang der Erwerbstatigkeit: Vollzeit/Teilzeit

* Schichtarbeit: Ja/Nein

Auf Basis dieser Kriterien werden die Tagesprofile aus der ZVE-Studie gefiltert. Bei Vollzeit
arbeitenden Mannern sind beispielsweise 57 % Angestellte, 13 % Freiberufler, je 12 %
Beamte oder Arbeiter ohne Schichtarbeit und 6 % Schichtarbeiter. Eine detaillierte
Beschreibung der Zuweisung zu den Agentengruppen ist [13] zu entnehmen.

512 Methodik des Aktivitatsmodells

Aufbauend auf diesen Kriterien und der Art des Tages wird in Anlehnung an [25] die
Ubergangswahrscheinlichkeit zum Wechsel von einer (aktuelle Aktivitat: gA) in eine
zukUnftige Aktivitat (zA) berechnet. Diese wird flr die unterschiedlichen Uhrzeiten (%),
welche in der Studie im Zehnminutentakt erfasst wurden, und die Art des Tages, welche
analog zu [21] in die vier Typtage (TT) Montag — Donnerstag, Freitag, Samstag, Sonntag
(Feiertag) eingeteilt wird, durchgefiihrt. Fur die Berechnung werden durch Kombination der
obigen Filter alle méglichen Aktivitatswechsel berechnet (ng, . rr(zA)) und diese durch alle
Wechsel in eine andere Aktivitét (nga¢7r), unter Beachtung der entsprechenden Filter,
geteilt (siehe Formel (5-1)).

Ngacrr(ZA) n 20
_ B yNaAt,TT
Puaacrr(ZA) = Taarrr (5-1)
0 MNaaerr =0

Die resultierende Ubergangswahrscheinlichkeit (pU,aA,t,TT(ZA)) wird im nachsten Schritt fur

die weitere Verwendung zu einer kumulativen Ubergangswahrscheinlichkeitsverteilung
zusammengefasst. Diese wird fur alle detaillierten Agentengruppen, alle Uhrzeiten und die
20 Startaktivitdten bestimmt. Insgesamt werden somit je detaillierter Agentengruppe 11.520
Ubergangswahrscheinlichkeitsverteilungen bestimmt.

In einem typischen Markow-Prozess wird die folgende Aktivitat mittels der Ubergangswahr-
scheinlichkeiten flr jeden Zeitschritt gepruft und dabei auch die Méglichkeit eines Verbleibs
in der aktuellen Aktivitdt beachtet. Die Nachteile dieses Verfahrens fur den gewahlten
Anwendungsfall lassen sich gut mit der Aktivitdt Schlafen beschreiben. Hierfir wird
vereinfacht eine mittlere Ubergangswahrscheinlichkeit von Schlafen zu Schlafen von 98 %
in den Nachtstunden angenommen. In diesem Beispiel ware die Wahrscheinlichkeit, dass
flr sechs Stunden, also 36 Zeitschritte, durchgangig die Aktivitat Schlafen vorliegt, bei
0,98%, was einer Wahrscheinlichkeit von 48 % entspricht. Es wiirden also Uber die Hélfte
der Agenten mindestens einmal pro Nacht in eine sonstige Aktivitadt wechseln. Aus diesem
Grund wurde der Markow-Prozess modifiziert und neben der Ubergangswahrscheinlichkeit
eine Wahrscheinlichkeitsverteilung fur die Aktivitdtsdauer (7) bestimmt. Die Bestimmung
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erfolgt analog zur Ubergangswahrscheinlichkeit und ist in Formel (5-2) dargestellt. Mittels
dieser Dauer wird die Lange der Aktivitdt bei Beginn dieser bestimmt und erst nach deren
Ende eine neue Aktivitat gestartet.

nzA,t,TT(T) n £ 0
— yNaaeTT
Ppzatrr (T) =4 Nzarrr ¢ (5-2)
0 yMNaaerr =0

Beide Wahrscheinlichkeitsverteilungen werden als vierdimensionale Matrizen entsprechend
den beschriebenen Filtern gebildet.

Im Weiteren wird fur jeden Agenten, wie in Abbildung 5-2 dargestellt, ein zusammen-
hangendes Aktivitatsprofil gebildet. Hierzu wird nach Abschluss einer Startaktivitat inkl.
zugehaoriger Dauer, die entsprechende kumulierte Ubergangswahrscheinlichkeit in die 18
anderen Aktivitaten (ohne Pendeln) ausgewahlt. Mittels einer (reproduzierbaren)
gleichverteilten Zufallszahl zwischen 0 und 1 wird die zukinftige Aktivitat bestimmt. Es wird
die erste Aktivitat gewahlt, deren kumulierte Ubergangswahrscheinlichkeit groBer als die
Zufallszahl ist. Im zweiten Schritt wird fur diese Aktivitat wiederum mittels einer Zufallszahl
und analogem Vorgehen aus der kumulativen Wahrscheinlichkeitsverteilung der Dauer die
Aktivitatsdauer bestimmt. Dieses Verfahren wird so lange wiederholt, bis das Aktivitatsprofil
den gesamten Betrachtungszeitraum abdeckt.

Auswahl Agentengruppe

Aktivitatsprofil *
Auswahl Startaktivitat
2 Bestimmung zukinftige Aktivitat [« Ubergangswahrscheinlichkeit
=) Pu,aatrr(ZA)
g !
1=
2 Wahrscheinlichkeitsverteilung
2 . . 5
< Bestimmung Aktivitatsdauer |« Aktivititsdauer pp,a ¢ rr(T)
Einfigen der Aktivitit ,Pendeln” |« Wahrscheinlichkeitsverteilung
Pendeldauer

Mobilitatsprofil

A 4

Zuweisung von Orten

v

Korrektur von
inkonsistenten Orten

Abbildung 5-2: Ablaufdiagramm zur Erstellung des Aktivitats- und Mobilitatsprofils

Im nachsten Schritt werden die fehlenden Fahrten zur Arbeit eingefiigt, um gleichbleibende
Dauern zu erhalten. Fur alle Arbeitszeitblocke, welche durch Pausen wie beispielsweise
Essen unterbrochen werden kénnen, werden der erste und der letzte Zeitschritt festgelegt.
Falls die Arbeit nicht zu Hause stattfindet, wird dann entsprechend zu Beginn des
Arbeitsblocks eine Fahrt, deren Dauer aus den MID-Daten stammt und abhangig von der
gewahlten Stadtkategorie ist, gewahlt [27]. Dieselbe Fahrtdauer wird auch am Ende des
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Arbeitsblocks eingefiigt. Es werden folglich nur Anderungen in der Aktivitdt Arbeit
vorgenommen.

Im Folgenden wird das Mobilitatsprofil gebildet. Hierzu werden die Aktivitdten mit Orten
verknUpft. Das Modell unterscheidet zwischen den funf Orten: zu Hause, am Arbeitsplatz,
anderer Ort, sonstiger Weg und Pendeln. Das Pendeln umfasst den Weg zur und von der
Arbeit. Die meisten Aktivitaten konnen explizit an einen Ort gekoppelt werden. Tabelle 5-1
enthélt die angenommenen, moglichen Orte fur jede Aktivitat. Schlafen ist zum Beispiel
explizit an den Ort zu Hause gekoppelt. Andere Aktivitaiten wie Essen kénnen nicht
eindeutig einem Ort zugewiesen werden. Agenten kdnnen zu Hause, am Arbeitsplatz oder
an anderen Orten essen. Das Modell ordnet diese nicht eindeutig definierten Orte zu, indem
es die Orte vor und nach ihnen Uberpruft. Wenn der Agent beispielsweise vor und nach der
Aktivitat Essen am Arbeitsplatz ist, bleibt er dort, um zu Essen. Der Aufenthaltsort jedes
Agenten zu jedem Zeitschritt wird in einem Aufenthaltsvektor gespeichert.

Fur das Mobilitatsprofil ist ein konsistenter und stimmiger Aufenthaltsvektor wichtig,
weshalb vermeintlich fehlerhafte Orte korrigiert werden. Generell gelten folgende
Bedingungen fir das Mobilitétsprofil:

e Ubergénge zwischen zu Hause, Arbeitsplatz und einem sonstigen Ort erfordern
einen Weg (Pendeln oder sonstiger Weg) dazwischen

» Direkte Ubergénge von zu Hause zu einem sonstigen Ort und zuriick sind erlaubt

* Die Dauer des sonstigen Wegs von zu Hause zu einem anderen Ort muss der Dauer
der folgenden Fahrt zurlick nach Hause entsprechen

Die erste Bedingung ist notwendig, um bei Wegeketten eine Verbindung zwischen den
Orten zu gewabhrleisten. Dies stellt sicher, dass eine Abdeckung der Wegekette mit einem
Fahrzeug mdaglich ist und das Fahrzeug nicht an einem Ort zurlickgelassen wird. Ansonsten
wirde das Fahrzeug nicht fir weitere Fahrten zur Verfligung stehen. Die zweite Bedingung
erlaubt es aber, dass einzelne Aktivitaten an unterschiedlichen Orten ohne Zwischenwege
verknUpft werden. Beispielsweise beinhaltet die Kategorie ,sonstige Aktivitat” auch Joggen
oder Spazierengehen, die an einem anderen Ort stattfinden, aber sowohl zu Hause
beginnen, also auch enden kénnen. Die letzte Anforderung stellt realistische Wegeketten
sicher. Wenn beispielsweise eine Fahrt zu einem Ort 15 km lang ist, wird die direkte
Ruckfahrt gleich lang sein. Bei Wegeketten — mit Start und Ende zu Hause — muss die
Summe der Wege nach der ersten Fahrt mindestens die Lange wie die erste Fahrt haben.

Falls einzelne Anforderungen nicht erfullt werden, wird der Aufenthaltsvektor entsprechend
angepasst und Fahrten korrigiert bzw. zusatzlich Fahrten eingeflgt. Die Anpassung muss
abschlieBend auch auf den Aktivitatsvektor Ubertragen werden, damit die beiden Vektoren
konsistent sind. Immer wenn der Agent nicht zu Hause oder unterwegs ist, wird dieser als
abwesend mit der Aktivitats-Ild 18 (Nicht zu Hause) belegt. Somit sind im finalen
Aktivitatsprofil nur noch Tatigkeiten zu Hause (1—17), nicht zu Hause (18) und Wege (19, 20)
enthalten.
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513 Ergebnisse und Validierung des Aktivitatsmodells

Eine detaillierte Validierung des Aktivitatsmodells ist in [13] beschrieben. Hierzu werden die
Ergebnisse des Aktivitdtsmodells, also die Aktivitatsvektoren, mit den Eingangsdaten
verglichen. Die Simulation wurde fur 300 Gebaude mit 940 Haushalten basierend auf einer
reprasentativen Verteilung fir Deutschland durchgefuhrt. Die exakten Daten und Parameter
sind in [13] beschrieben. Es werden die Haufigkeit der Aktivitdtswechsel verglichen, welche
im Mittel sowohl im Modell als auch in den Eingangsdaten bei 21 Aktivitatswechseln pro
Tag liegen. Insgesamt sind die Verteilungen der Aktivitdtswechsel je Tag und Agent in sehr
ahnlichen Bereichen. Neben den Aktivitatswechseln werden zusatzlich die zeitlichen Anteile,
welche die unterschiedlichen 20 Aktivitaten innerhalb eines Jahres ausmachen, verglichen.
Abbildung 5-3 zeigt, dass die absolute Abweichung fir nahezu alle Aktivitdten unter einem
Prozent liegt. Die Abweichung bei der Aktivitat Arbeiten stammt von der Restriktion, dass
wahrend mehrerer Arbeitsbldcke am Arbeitsort zwischenzeitlich keine Aktivitaten zu Hause
maoglich sind. Aus diesem Grund wir die Aktivitat Arbeit leicht Gberschatzt und Aktivitaten
zu Hause (z. B. Schlafen, sonstige Aktivitdten zu Hause) leicht unterschatzt. Das Einfligen
der zusatzlichen Wege und Pendelstrecken geht etwas zu Lasten der Aktivitat auller Haus.
Insgesamt l&sst sich aber zusammenfassen, dass die Nachbildung der Aktivitaten mittels
des entwickelten Modells sehr gut mit den Eingangsdaten Ubereinstimmt. [13]
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Abbildung 5-3:  Jahrlicher Anteil der einzelnen Aktivitaten innerhalb der Simulation und
in den ZVE-Daten nach [13]

Neben der Anzahl der Aktivitatswechsel und den Anteilen der Einzelaktivitaten ist
entscheidend, zu welchen Uhrzeiten die Aktivitdten auftreten. In Abbildung 5-4 ist der
Verlauf der Aktivitdten an einem durchschnittlichen Wochentag dargestellt. Die obere
Abbildung zeigt die Ergebnisse der Simulation und die untere Abbildung die der
Vergleichsdaten. Die Darstellung zeigt Gber den Verlauf eines Tages (Abszisse), welche
Aktivitaten die Agenten zu welchem Anteil ausfihren (Ordinate).
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Erwartungsgemal dominiert zunachst die Aktivitat ,Schlafen”, welche im Verlauf des Tages
von Arbeiten abgel6st wird. Je weiter der Tag voranschreitet, desto mehr verschiedene
Aktivitaten treten auf. Der Vergleich der Abbildungen zeigt, dass das prinzipielle Verhalten
gut dargestellt wird. Die Ergebnisse der Simulation sind etwas gleichmaBiger, da hierfur
wesentlich mehr Tagesprofile gemittelt werden als in den Vergleichsdaten verfligbar sind.
Zudem ist hervorzuheben, dass innerhalb der Eingangsdaten oftmals kleine Spriinge zu
vollen Stunden erkennbar sind. Dies deutet darauf hin, dass die befragten Personen
Aktivitatswechsel haufig zu vollen Stunden angaben. Dieses tendenziell unrealistische
Verhalten tritt in den simulierten Daten nicht so stark auf.
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Abbildung 5-4:  Mittlere geschichtete Aktivitatsverldufe flr einen typischen Werktag
(Mo — Do) der Simulation (oben) und der ZVE-Daten (unten) nach [13]

AbschlieBend l3sst sich konstatieren, dass das entwickelte Modell die Anzahl der Aktivitats-
wechsel, die Haufigkeit der unterschiedlichen Aktivitaten und die Verteilung der Aktivitdten
Uber den Tag gut nachbildet und somit fir die geplante Verwendung geeignet ist.

5.2 Fahrprofile und Verbrauche der Elektrofahrzeuge

Das dritte Hauptmodul dient der Erstellung von Mobilitatsprofilen der Fahrzeuge und
aufbauend darauf erfolgt die Berechnung der Energieverbrduche fir diese Fahrten.
Zunachst wird die Datengrundlage fur die Bestimmung der Wege erldutert. AnschlieBend
wird die Erstellung der Fahrzeugprofile basierend auf den Ergebnissen des Aktivitatsmodells
beschrieben.
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521 Eingangsdaten

Der bereits beschriebene Datensatz der Zeitverwendungserhebung [23] enthalt zwar die
Dauer, die fur die Wege benétigt wurde, aber keinerlei weitere Informationen wie
beispielsweise die zurlckgelegte Strecke oder die Art des Verkehrsmittels. Aus diesem
Grund dient fur das Mobilitdétsmodell die bundesweite Mobilitatserhebung ,Mobilitat in
Deutschland” 2017 (MiD) [27] als Datengrundlage. In der MiD wird das Mobilitatsverhalten
privater Haushalte in Deutschland untersucht. Die Studie wird seit 2002 ca. alle finf Jahre
im Auftrag des Bundesministeriums fur Verkehr und digitale Infrastruktur (bzw. seit 2022
Bundesministerium fur Digitales und Verkehr (BMDV) durchgefihrt und ist Nachfolger der
zuvor durchgefiihrten Studie ,Kontinuierliche Erhebung zum Verkehrsverhalten” (KONTIV).
Zentrales Ziel der MiD ist es verlassliche und reprasentative Informationen Uber das
alltégliche Verkehrsverhalten von Personen und Haushalten zu erhalten. Die fur diese Arbeit
verwendete Version aus dem Jahr 2017 enthalt fir 156.420 Haushalte mit 316.361 Personen
detaillierte Angaben Uber das Mobilitatsverhalten an jeweils einem Tag. Insgesamt wurden
960.691 Wege erfasst. Die Studie besteht aus sieben Teildatensatzen, wovon in diesem
Rahmen die Datensatze fir Haushalte, Personen und Wege verwendet wurden. Der
Datensatz fiir Personen enthélt beispielsweise Informationen tber die Erwerbstatigkeit der
Person, aber auch Daten zur GroBe der Gemeinde, in der die Person lebt. Der
Fahrtendatensatz liefert Informationen Uber die Art des Verkehrsmittels, den Zweck, die
Dauer und die Entfernung einer Fahrt.

Zur Verkntpfung mit dem Aktivitdtsmodell werden die Daten entsprechend den folgenden
Kriterien aufbereitet. Zunachst werden die Daten basierend auf der Stadtkategorie
(landlicher Raum: bis 50.000 Einwohner, Stadt: 50.000 — 450.000 Einwohner, GroBstadt
450.000 - 650.000 Einwohner oder Metropole: ab 650.000 Einwohner) gefiltert. Im nachsten
Schritt werden die Wegzwecke in ,Pendeln” und ,Sonstiger Weg” unterteilt und die Anzahl
der Fahrzeuge im Haushalt berlcksichtigt. Als Nachstes wird je Fahrt mittels einer
Zufallszahl und einer zuvor bestimmten Haufigkeitsverteilung des Modal Splits entschieden,
ob die Fahrt mit einem Auto oder einem anderen Verkehrsmittel stattfindet. Der Modal Split
beschreibt die Anteile der unterschiedlichen Verkehrsmittel. Aufbauend darauf werden fur
die Autofahrten Haufigkeitsverteilungen in Abhangigkeit von der Fahrtdauer und der
Durchschnittsgeschwindigkeit erstellt. Die Fahrtdauer wird hierfir in elf Zeitdauern (0-10, ...,
> 100 Minuten) entsprechend den Zehnminuten-Intervallen der ZVE unterteilt. Mittels
dieser Statistiken werden, wie im folgenden Abschnitt beschrieben, Mobilitatsprofile erstellt.

522 Erstellung der Mobilitatsprofile und Berechnung der Energiebedarfe

Die Mobilitatsprofile verbinden die aus dem Aktivitatsprofil stammenden finf Ortsangaben
(zu Hause, am Arbeitsplatz, sonstiger Ort, Pendeln und sonstiger Weg). Zunachst wird
mittels der beschriebenen Daten der Pendelweg zur Arbeit bestimmt. Wie im Kapitel zum
Aktivitatsmodell beschrieben, wird die typische Dauer fur den Arbeitsweg je Agent einmal
festgelegt und dann aus Konsistenzgriinden beibehalten. Entsprechend dieser Dauer wird
aus den Wahrscheinlichkeitsverteilungen des Modal Splits der aufbereiteten Mobilitats-
daten mittels einer Zufallszahl, analog zum Aktivitdtsmodell, das Verkehrsmittel bestimmt.
Der Arbeitsweg kann mit dem Auto, einem anderen Verkehrsmittel oder zu Ful3 zuriicklegt
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werden. Nach der Wahl des Verkehrsmittels wird entsprechend der Pendeldauer eine
geeignete Distanz zugewiesen. Der Modal Split ist von der Stadtkategorie, also der
Einwohneranzahl, und der Anzahl der Fahrzeuge im Haushalt abhangig. [13]

Zusatzlich zu den Arbeitswegen werden mittels der weiteren Wahrscheinlichkeits-
verteilungen fir jeden einzelnen Weg entsprechend der Dauer ein Fortbewegungsmittel
und eine Distanz, welche aus der Dauer und mittleren Geschwindigkeit berechnet wird,
bestimmt. Diese Berechnung erfolgt in Abhadngigkeit der obigen Parameter (Anzahl
Personen und Fahrzeuge im Haushalt und Stadtkategorie). Die Wahl des Verkehrsmittels
wird nur beim Verlassen des Wohngebaudes neu entschieden und bis zur Ruckkehr gleich
belassen. Somit wird vermieden, dass eine Wegekette mit dem Auto ,zu Hause” beginnt
und ohne Auto, welches dann an einem ,sonstigen Ort” bleiben wirde, endet, da dieses
Verhalten in der Realitat nur selten auftritt und dies nicht der Modellfokus ist. Ebenso wird
bei den Distanzen geprtift, dass sich logische Wegeketten ergeben. Daher wird bei Fahrten
von zu Hause zu einem sonstigen Ort und im Anschluss wieder nach Hause der Ruckfahrt
dieselbe Distanz wie der Hinfahrt zugewiesen. Bei Fahrten mit mehreren Teilstrecken
(1,2, ... n) wie beispielsweise von zu Hause (A) zu B und zu C, muss die Summe der
folgenden Teilstrecken (2, .., n) mindestens der Strecke der ersten Fahrt entsprechen. In
diesem Beispiel muss also die Strecke A zu B (1) kleiner oder gleich lang sein wie die Summe
der Strecken B zu C (2) und C zu A (3). Eine kirzere Strecke ist unter der Annahme, dass bei
der ersten Strecke kein Umweg gefahren wurde, nicht méglich. [13]

Falls in einem Haushalt mehr Fahrzeugnutzer als Fahrzeuge sind, wird zusatzlich geprift,
ob es zu Nutzungskonflikten um das Fahrzeug kommt. In diesem Fall wird der Person mit
der langeren Fahrzeit das Vorrecht auf dieses eingeraumt und die andere Person kann das
Fahrzeug nur verwenden, wenn es nicht in Benutzung ist. Somit entsteht als Ergebnis dieses
Moduls ein Mobilitatsprofil mit fiinf Orten und entsprechenden Fahrten inkl. deren Distanz
und mittlerer Geschwindigkeit. [13]

AbschlieBend werden die Energieverbrauche der Fahrten mittels eines Verbrauchsmodells
basierend auf [116] berechnet. Hierzu werden die Dauer, Geschwindigkeit, Fahrzeugklasse
und AuBentemperatur bertcksichtigt. Die Grunddaten der Modellierung sind aus [117]
entnommen. Ein Uberblick tber die resultierenden Verbréuche in Abhéngigkeit der
Temperatur [118] und Geschwindigkeit wird in [70] vorgestellt. Es zeigt sich, dass die
hochsten  spezifischen Verbrauche bei niedrigen Temperaturen und geringer
Geschwindigkeit auftreten, da das Heizen zeit- und nicht distanzabhangig ist. Ebenso steigt
mit hoherer Geschwindigkeit der spezifische Verbrauch in allen Temperaturbereichen an.
Die geringsten spezifischen Verbrduche werden bei Temperaturen um 20 Grad Celsius und
niedrigen Geschwindigkeiten erreicht.

523 Ergebnisse und Validierung des Mobilitatsmodells

Zur Validierung des Mobilitdtsmodells werden die Ergebnisse einer repréasentativen
Verteilung bezlglich der Stadtkategorien, in welcher die Agenten leben, in [13] mit den
Eingangsdaten der MiD [27] und dem Mobilitatspanel (MOP) [119], einer weiteren jahrlich
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vom BMDV durchgefihrten Mobilitatsuntersuchung, verglichen. Zur besseren Vergleich-
barkeit werden auch aus dem MOP die Werte fur das Jahr 2017 verwendet. Die Daten in
Tabelle 5-2 zeigen, dass die Ergebnisse in allen betrachteten Kategorien im Bereich der
beiden Mobilitatsstatistiken liegen. Im Modell sind 92,3 % der Agenten mobil, was bedeutet,
dass sie mindestens einen Weg pro Tag zurlcklegen. Dieser Wert liegt somit leicht Uber
der MiD (85 %) und der MOP (91,3 %). Im Gegensatz dazu liegt die tagliche Reisezeit mit
91,6 Minuten zwischen den Literaturwerten von 82 (MOP) und 97 Minuten (MiD). Auch die
Anzahl der Wege je Person und je mobiler Person liegen mit 3,2 bzw. 3,5 im Bereich der
Studien. [13]

Tabelle 5-2: MobilitatskenngréfBen je Tag in MiD, MOP und dem entwickelten Modell [13]

KenngroBe MiD [27] MOP [119] Modell
Anteil mobiler Personen in % 85,0 91,3 92,3
Reisezeit je Person in min 97 82 91,6
Anzahl Wege je Person 3,1 3,3 3,2
Anzahl Wege je mobiler Person 3,6 3,6 3,5

Neben den MobilitatskenngréBen der Einzelpersonen ist der Aufenthaltsort der Fahrzeuge
fur die geplante Modellierung von Ladevorgangen ein entscheidendes Kriterium. Hierzu
sind in Abbildung 5-5 die Aufenthaltsorte der Fahrzeuge Gber den Wochenverlauf nach den
MiD-Daten und dem Modell dargestellt. Der Vergleich der beiden Aufenthaltsmatrizen
zeigt ein sehr ahnliches Verhalten. Im Durchschnitt stehen immer tber 50 % Prozent der
Fahrzeuge (58 % nach MiD, 53 % im Modell) zu Hause. Die Anzahl der Fahrzeuge zu Hause
wird somit im Modell leicht unterschatzt. Der zweite Hauptaufenthaltsort der Fahrzeuge ist
der Arbeitsplatz. An Werktagen stehen ca. 30 % der Fahrzeuge am Arbeitsplatz, wobei der
Wert im Modell leicht Uber den Eingangsdaten liegt. Die sonstigen Orte als Aufenthalt
treten Uberwiegend tagsiber auf, vermehrt an den Wochenenden, und werden leicht
unterschatzt. [13]
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Abbildung 5-5:  Aufenthaltsort der Fahrzeuge basierend auf den MiD-Daten ([27]) und
den Ergebnissen des Modells nach [13]
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Des Weiteren lasst sich erkennen, dass die Fahrten zur Arbeit Uberwiegend morgens
(Hinfahrt) und abends (Ruckfahrt) stattfinden und dazwischen, um die Mittagszeit, stark
abnehmen. Auch der Anteil Unterwegs, also die sonstigen Fahrten, betrifft nur einen kleinen
Teil der Fahrzeuge und tritt Uberwiegend tagstber auf. Nachts sind Uber 97 % der
Fahrzeuge zu Hause geparkt, wobei der Wert unter der Woche (So — Do) sogar bei nahezu
99 % liegt. Insgesamt werden das Verhalten der Fahrzeuge und die fir die weitere
Verwendung relevanten Parameter, wie die Anwesenheit an Ladeorten (zu Hause oder am
Arbeitsplatz), gut abgebildet. [13]

Neben der Anwesenheit an einem Ladeort sind die gefahrenen Strecken die zweite
relevante AusgangsgroBe, da diese den Ladebedarf bestimmen. Die umfangreiche
Validierung in [13] zeigt, dass die Lange der Einzelfahrten im Modell leicht unterschatzt wird.
Insgesamt sind lange Fahrten unterreprasentiert. Im Modell wird nahezu 90 % der jahrlichen
Fahrleistung von Strecken bis 100 km verursacht, wohingegen in den MiD-Daten Fahrten
bis 100 km nur fur 78 % sorgen. Dies fuhrt auch zu geringeren mittleren Jahresfahr-
leistungen im Modell, welche mit 10.700 km/Jahr deutlich unter den Werten der MiD mit
14.700 km liegen. Diese Abweichung lasst sich damit erkldren, dass im Rahmen des Modells
basierend auf den eintdgigen ZVE-Daten keine Fahrten Uber mehrere Tage abgebildet
werden. Somit werden beispielsweise Urlaubsfahrten, welche typischerweise lange Strecken
beinhalten, nicht abgebildet. Bei der Detailanalyse der Ergebnisse der unterschiedlichen
Stadtkategorien spiegelt sich dieses Verhalten erneut wider, da in GroBstadten das
Fahrzeug vermehrt fur ldngere Fahrten verwendet wird und im Alltag oft auch auf andere
Verkehrsmittel zurtckgegriffen werden kann. Zudem sind die taglichen Strecken kurzer.
Obwohl die modellierte Jahresfahrleistung die tatséchlichen typischen Jahresfahrleistungen
unterschreitet, ist unter Berticksichtigung des Anwendungsfalls — Analyse der resultierenden
Netzbelastungen im Verteilnetz — das Modell gut geeignet die taglichen Fahrten
abzubilden. Auf langen Fahrten mit mehreren hundert Kilometern muss mit aktuellen
Elektrofahrzeugen im Regelfall zusatzlich an einem weiteren Ladeort, welcher nicht Teil des
Bilanzraums dieser Analysen ist, geladen werden. Aus diesem Grund sind die
Abweichungen fir den Anwendungsfall tolerierbar. [13]

524  Ladeorte privater Elektrofahrzeuge

Fur die Modellierung der Netzbelastung wird jedes Elektrofahrzeug einem Hauptladeort,
welcher im betrachteten Netzgebiet liegt, zugewiesen. Die modellierten privaten
Elektrofahrzeuge bilden im Weiteren entweder klassische Privatfahrzeuge mit Ladeort zu
Hause oder Mitarbeiterfahrzeuge mit Ladeort am Arbeitsplatz ab. Fur die Betrachtung in
der Netzberechnung werden je Elektrofahrzeug ein Verbrauchs- und ein Anwesenheits-
vektor am Ladeort verwendet. Der Verbrauchsvektor enthdlt je Fahrt die bendtigte
Energiemenge, wobei die Verbrauche aller Fahrten zwischen Abfahrt und Riickkehr (Home-
to-Home oder Business-to-Business) zusammengefasst werden. Der logische Anwesen-
heitsvektor wird aus dem Mobilitatsprofil des Fahrzeugs gebildet und entsprechend zu
Hause oder Arbeit als Ladeort bei der Erstellung bertcksichtigt. Dieser gibt somit an, ob
das Fahrzeug am entsprechenden Ort ist oder nicht.
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525  Gewerbliche Fahrzeuge

Die Modellierung der rein gewerblichen Fahrprofile, wie beispielsweise von Poolfahrzeugen
fur Dienstreisen, kann nicht mit dem vorgestellten Modell fir Privatpersonen [13] abgebildet
werden. Aus diesem Grund wird hierzu ein dhnliches Modell, welches auf der Mobilitats-
erhebung ,Kraftfahrzeugverkehr in Deutschland” (KiD) [120] beruht, angewendet. In dieser
Studie liegt der Fokus auf gewerblich genutzten Kraftfahrzeugen und enthélt Daten zu
70.249 Kraftfahrzeugen und insgesamt 117.377 Fahrten. Die Fahrdaten wurden in der
Masterarbeit von Schulz [121] aufbereitet und aus diesen in der vom Autor mitbetreuten
Masterarbeit von Franz [122] mittels berechneter Abfahrtswahrscheinlichkeiten und Wege-
ldangen Fahrprofile erzeugt. Das Modell wurde in der ebenfalls vom Autor betreuten
Masterarbeit von Joof3 [123] weiterentwickelt und dieser Stand wird fUr die weiteren
Berechnungen verwendet. Die Bestimmung der Energieverbrauche erfolgt analog zum
Vorgehen in Abschnitt 5.2.2. Als Ergebnisse resultieren, wie im Modell fur Privatfahrzeuge,
jeweils ein Anwesenheits- und ein Verbrauchsvektor je Fahrzeug.

53 Modell zur Erstellung elektrischer Haushaltslastgange

Das folgende Modell erstellt aufbauend auf dem Aktivitatsprofil einen elektrischen Lastgang
fur den entsprechenden Haushalt in zeitlicher Auflésung bis zu einer Minute. Zusatzlich
ermoglicht das Modell eine Aufteilung der Last auf die in Deutschland tblichen drei Phasen.
Im folgenden Kapitel werden zunéchst die Eingangsdaten hierflr beschrieben. Aufbauend
darauf wird die Modellierung erlautert und abschlieBend die Ergebnisse validiert und
eingeordnet.

5.3.1 Eingangsdaten und -parameter

Neben den Aktivitatsprofilen sind die beiden Parameter Energieeffizienz und Ausstattungs-
grad mit elektrischen Gerdten wichtig. Die Energieeffizienz des Haushalts entscheidet im
weiteren Verlauf, ob Gerate mit hoher oder niedriger Energieeffizienzklasse verwendet
werden. Fur das Modell kénnen drei Abstufungen (niedrig, mittel oder hoch) gewahit
werden. Der Ausstattungsgrad entscheidet Uber die Verfligbarkeit von elektrischen Geraten
und ist ebenfalls in drei Kategorien unterteilt. Neben dem Ausstattungsgrad ist die
Verflgbarkeit von elektrischen Geraten, welche detailliert betrachtet werden, auch von der
Anzahl der Haushaltsbewohner:innen abhéangig und schwankt zwischen elf (eine Person,
niedriger Ausstattungsgrad) und 29 (funf Personen, hoher Ausstattungsgrad) Geraten. Die
Anzahl der Geréate orientiert sich an [124] und wurde auf Grund der Vielschichtigkeit des
Modells erweitert. Typische Gerate je Haushalt sind Fernseher, Stereoanlage(n), Computer,
Backofen, Wasserkocher, Geschirrsptler oder Kihlschrank.

Die Modellierung der Gerate erfolgt — sofern vorhanden — mit gemessenen Lastgangen der
unterschiedlichen Geréate aus [125-127]. Falls keine Lastgange vorliegen, werden alternativ
plausible Lastprofile generiert oder die Gerate mit einer Grundlast und einem Uberlagerten
Rauschsignal modelliert (Lastwert). Letzteres wird fur Gerate angewendet, die entweder ein-
oder ausgeschaltet sind, wie z. B. Fernsehgerate. Eine Ubersicht der Modellierung ist in
Tabelle 5-3 dargestellt.
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532 Methodik

Fur die Modellierung der Lastprofile lassen sich alle Gerate mit Ausnahme der Beleuchtung
hinsichtlich ihrer Nutzung generell in drei verschiedene Gruppen einteilen, welche in
Tabelle 5-3 dargestellt sind.

1. Geréte, die immer eingeschalten sind (Grundlast): z. B. Router oder Kihlschrank

2. Gerate, die nur wahrend einer Tatigkeit genutzt werden (direkt tatigkeitsabhangig):
z. B. Staubsauger, Toaster oder Kaffeemaschine

3. Gerate, die bei einer Tatigkeit gestartet werden, danach aber weiterlaufen (indirekt
tatigkeitsabhangig): z. B. Waschmaschine, Trockner oder Geschirrspler

Tabelle 5-3  Ubersicht der elektrischen Gerate, deren zugehdrigen Aktivitaten,
Modellierungsart und Datengrundlage nach [13]

Id Gerate Aktivitat Modellierungsart  Datengrundlage
1 Router Grundlast Lastwert
2,3 Kuhlschrank Grundlast Lastgang
4 Gefrierschrank Grundlast Lastgang
5 Sonstige Gerate Grundlast Lastwert
6 Beleuchtung Aktivitat zu Hause Anwesenheit Lastwert
7 Fohn Waschen und Anziehen Direkt Lastwert
8 Herd Zubereitung Mahlzeiten Direkt Lastgang
9 Ofen (Kochen) Zubereitung Mahlzeiten Direkt Lastgang
10 Wasserkocher Zubereitung Mahlzeiten Direkt Lastwert
M Mikrowelle Zubereitung Mahlzeiten Direkt Lastwert
12 Toaster Zubereitung Mahlzeiten Direkt Lastwert
13 Kaffeemaschine  Zubereitung Mahlzeiten Direkt Lastwert
14 Ofen (Backen) Backen Indirekt Lastgang
15 Spdlmaschine Spilen Indirekt Lastgang
16 Staubsauger Reinigen der Wohnung Direkt Lastwert
17 Waschmaschine Wasche waschen Indirekt Lastgang
18 Trockner Wasche waschen Indirekt Lastgang
19 Bugeleisen Bugeln Direkt Lastwert
20,21 Fernseher Fernsehen Direkt Lastwert
22 DVD-Player Fernsehen Direkt Lastwert
23 Spielekonsole Fernsehen, Sonst. Akt. Direkt Lastwert
24,25 Stereoanlage Musik héren Direkt Lastwert
26,27 Computer Computer benutzen Direkt Lastwert
28-30 Laptop Computer benutzen Direkt Lastwert

Die Erstellung der elektrischen Lastgange des Haushalts beginnt mit der Auswahl der
Geratelastgange in Abhangigkeit von deren Verfugbarkeit und der Effizienzklasse. Bei den
als Grundlast modellierten Geraten werden diese direkt dem Lastgang zugewiesen. Alle
anderen Gerate werden im Weiteren entsprechend der Aktivitatsprofile verwendet. Hierzu
wird eine Tatigkeitsmatrix des Haushalts gebildet, die je Tatigkeit und Zeitschritt die Anzahl
der Personen beinhaltet, die diese Tatigkeit zu Hause durchfihren.
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Anhand dieser Informationen beginnt der Abgleich der Aktivitaten und der Nutzung der
elektrischen Gerate. Sobald ein Aktivitdtswechsel im Haushalt stattfindet, wird gepruft, ob
hierfir elektrische Gerate verwendet werden. Wenn dies der Fall ist, werden die fur diese
Tatigkeit relevanten Gerate berUcksichtigt. Je nach Art der Aktivitat sind die Gerate
entweder direkt mit den Aktivitdten verknUpft, z. B. ,Fernsehen” mit dem Fernseher, oder
mittels Wahrscheinlichkeiten, dass Gerdte verwendet werden. Ein gutes Beispiel hierfur ist
die Aktivitat ,Zubereitung Mahlzeiten”, da hier die Verwendung mehrerer Gerate moglich
ist. Die Gerate Herd, Backofen, Wasserkocher, Mikrowelle, Toaster oder Kaffeemaschine
weisen eine Uber den Tag variierende Wahrscheinlichkeit auf verwendet zu werden. Die
tatsachliche Verwendung der Gerate wird dann Uber das Ziehen von Zufallszahlen je Gerat
abgebildet. Je nach Zufallszahlen und den tageszeitlichen Wahrscheinlichkeiten sind also
keine oder mehrere Geréate in Gebrauch. Um unrealistisches Verhalten zu vermeiden, sind
weitere Restriktionen notwendig. Der Backofen beispielsweise, welcher sowohl fur die
Aktivitat Zubereitung Mahlzeiten als auch Backen verwendet werden kann, darf nicht in
beiden Aktivitdten gleichzeitig genutzt werden. Wenn der Backofen also zum Backen
benutzt wird, kann er nicht gleichzeitig zum Kochen verwendet werden und andersherum.

Die Verwendungsdauer der Gerate ist davon abhéngig, ob es sich um eine direkte oder
indirekte Abhangigkeit handelt. Die Gerate mit direkter Aktivitatsabhangigkeit werden mit
dem Wechsel in die ndchste Aktivitat beendet, wohingegen die indirekt abhangigen Gerate,
wie beispielsweise die Waschmaschine, auch Uber den Aktivitatswechsel fur eine definierte
Zeit, z. B. die Dauer des Waschvorgangs, weiterlaufen.

Die Beleuchtung unterscheidet sich auf Grund der Vielzahl an Beleuchtungsquellen in der
Art der Modellierung. Im Weiteren wird unterschieden, ob die Beleuchtung aktivitats-
abhangig ist oder nicht. Die aktivitatsunabhangige Beleuchtung ist von der Anzahl der
Personen abhangig, die zu Hause und wach sind. Die aktivitatsabhangige Beleuchtung wird
durch die Aktivitaten der Bewohner:innen beeinflusst. Daher ist jede Aktivitat zusatzlich mit
einem Strombedarf fur Beleuchtung, der auch von der Effizienzklasse des Haushalts
abhangt, verknupft. Zusatzlich wird die globale Sonneneinstrahlung berdcksichtigt, um zu
entscheiden, ob Beleuchtung notwendig ist. Hierfir wird je Haushalt ein individueller
Schwellenwert der Einstrahlung bestimmt, unterhalb dessen die Beleuchtung eingeschaltet
wird. Der Schwellenwert wird fur jeden Haushalt nach dem Zufallsprinzip mit einer
GauB'schen Verteilung um den Mittelwert von 50 W/m? mit einer Standardabweichung von
10 W/m? gewahlt. Liegt die globale Einstrahlung unter diesem Schwellenwert, wird das Licht
eingeschaltet. Liegt der Wert tGber dem Schwellenwert, wird die Beleuchtung auf einen
gleichverteilten Wert zwischen 0 —7 % reduziert, um zu modellieren, dass einige Lichter
wahrend des Tages eingeschaltet sein kénnen, obwohl es drauBen hell ist. Die genannten
Werte wurden wahrend des Entwicklungsprozesses des Modells durch ein iteratives
Vorgehen ermittelt.

Nicht explizit modellierte Gerate, wie z. B. Handys, Drucker, elektrische Zahnbursten,
weitere Kuchengerate etc, werden durch eine konstante Last bericksichtigt. Pro
Verbrauchsstufe und Bewohner werden hierfir 6 W angenommen. Zusatzlich sind fur
einige Gerate wie Mikrowelle, Fernseher, Stereoanlage etc. Standby-Lasten implementiert.
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Diese variieren zwischen 1 und 2 W und wirken sich nur aus, wenn die entsprechenden
Gerate ausgeschaltet sind.

Zur Erstellung des Gesamtlastgangs werden die Lastgange der Gerate zu einem Haushalts-
lastgang aufsummiert. Zusatzlich werden je Gebaude, welches wiederum mehrere
Haushalte beinhalten kann, die elektrischen Lastgdnge von Heizungspumpen hinzugefugt.
Die Modellierung der Zirkulations- und Umwalzpumpen erfolgt in Abhdngigkeit des
Heizbedarfs nach [128] und ist in [86] beschrieben.

Die entsprechenden Gerate werden mit Ausnahme des Herdes, welcher dreiphasig
angeschlossen wird, jeweils einer Phase zugewiesen. Die Gerdte werden dafir auf
entsprechende Raume verteilt bzw. in Klassen zusammengefasst und diese jeweils zuféllig
einer Phase zugewiesen, um systematische Unsymmetrien durch gleiche Phasen-
belegungen zu vermeiden.

533 Ergebnisse und Validierung

Zur Validierung der elektrischen Lastgange wird dieselbe Simulation wie fur die
Modellierung der Aktivitatsprofile verwendet. Zunachst werden einzelne Lastgange
betrachtet, um deren Verlauf mit einem Standardlastprofil zu vergleichen. Im Folgenden
wird dann die gesamte Stichprobe der 940 Haushaltslastgdnge betrachtet, um zu zeigen,
dass eine groBe Anzahl die bekannten statistischen Kennwerte wie Jahresverbrauch im
Bezug zur Personenanzahl, typischer Verlauf oder resultierende Gleichzeitigkeit erfillt.

In Abbildung 5-6 sind zwei erstellte Lastgange und das Standardlastprofile nach [16]
dargestellt. Es wird ersichtlich, dass einzelne Lastgange stark vom gemittelten SLP des
Verbands der Elektrizitatswirtschaft e. V. (VDEW) abweichen. Insbesondere treten deutliche
hohere Lastspitzen in den Einzelprofilen auf, welche jedoch meist nur kurz andauern.
Entsprechende Spitzen sind z. B.im Lastgang 1 zwischen 12:00 und 13:00 Uhr gut zu
erkennen. Diese Lastspitzen sind auch der Hauptgrund, weswegen SLPs nicht fur detaillierte
Betrachtungen von wenigen Verbrauchern bzw. kleinen Netzgebieten geeignet sind. [13]

5 -
B -stgang 1 [ lastgang 2 SLP VDEW
4
£
<37
(®)]
=
)
& 21
9
'] 4
0
00:00 03:00 06:00 09:00 12:00 1500 1800  21:00  00:00

Tageszeit

Abbildung 5-6:  Vergleich Lastgange mit dem VDEW-Standardlastprofil [16] nach [13]
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Im Weiteren erfolgt der Vergleich der 940 modellierten Lastgangen mit statistischen Daten
zum Stromverbrauch unterschiedlicher HaushaltsgroBen. In Tabelle 5-4 sind Vergleichs-
werte aus drei unterschiedlichen Studien dargestellt. In [129] wurden 2015 in Nordrhein-
Westfalen 522.000 Haushalte befragt. Neben dem Gesamtverbrauch wurden auch die
Verbrauche der einzelnen Gerategruppen detailliert erfasst. Ein Vergleich dieser Ergebnisse
mit dem entwickelten Modell ist in [13] enthalten und zeigt, dass die Verbrauche der
einzelnen Gerate gut mit der Literatur Gbereinstimmen. In [130] wurde zusatzlich zur
HaushaltsgroBe auch unterschieden, ob es sich um ein Ein- oder Mehrfamilienhaus handelt,
da der Stromverbrauch je Wohneinheit in einem EFH hoher ist. Fir diese Analysen wurden
Uber 226.000 Haushalte betrachtet. In der letzten Vergleichsquelle des statistischen
Bundesamts [131] wurden die Verbrduche aus statistischen Daten fir Deutschland
berechnet. Eine Unterteilung erfolgte lediglich in die Klassen ein, zwei oder drei und mehr
Personen je Haushalt. Die Vergleichsdaten zeigen, dass die Werte in der Literatur stark
schwanken und die Ergebnisse des Modells in allen fiinf HaushaltsgroBen innerhalb der
Grenzen der Literatur liegen. In der Literatur verbraucht beispielsweise ein Fiinf-Personen-
haushalt 1,8 — 2,6-mal so viel Strom wie ein Ein-Personenhaushalt. Im Modell liegt dieser
Wert bei 2,5. Somit werden die unterschiedlichen Haushaltsklassen valide abgebildet. [13]

Tabelle 5-4: Jahresstromverbrauch in Kilowattstunden pro Haushaltskategorie in der
Literatur und im Modell

Quelle 1-P HH 2-P HH 3-P HH 4-P HH 5-P HH Jahr
[129] 1.714 2.812 3.704 4432 5.317 2015
[130] EFH 2.300 3.000 3.600 4.000 5.000 2019
[130] MFH 1.500 2.100 2.600 3.000 3.600 2019
[131] 1.958 2.684 4.919 4.919 4.919 2019

Modell 1.730 2.760 3.412 4.390 5.040

Neben den Energieverbrauchen ist auch das Summenprofil einer groBen Anzahl von
Lastgangen fir die geplanten Anwendungen des Modells relevant. Aus diesem Grund sind
in Abbildung 5-7 die mittleren Lastprofile der unterschiedlichen vier Typtage dargestellt.
Zum Vergleich sind zusatzlich das VDEW-SLP (hier sind Montag bis Freitag identisch) ([16])
und die berechneten Typtage aus den 74 gemessenen reprdsentativen Lastgangen der
HTW Berlin aus [132] abgebildet

Alle drei Profile weisen grundsatzlich einen dhnlichen Verlauf auf. Der Energieverbrauch ist
in den Morgenstunden am geringsten und steigt ab ca. 6:00 Uhr an. In der Mittagszeit ist
gut die sogenannte ,Kochspitze” erkennbar, welche Uberwiegend auf das Kochen
zurlckzufUhren ist. In den Abendstunden erreicht die Last gegen 19:00 Uhr ihr Maximum.
Der Vergleich der beiden Referenzprofile zeigt, dass auch diese voneinander abweichen
und es somit kein ,richtiges” Vergleichsprofil zur Validierung gibt. Die groBten Unterschiede
treten von Montag bis Freitag zur Mittagszeit auf, da zu dieser Zeit im SLP ein deutlich
erhoéhter Verbrauch gegentiber den anderen Lastgangen erkennbar ist. Da das SLP bereits
Uber 20 Jahre alt ist, kann die Ursache fur die verminderte Last in den neueren Profilen auch
in der Anderung des typischen Tagesablaufs liegen. Das modellierte Profil liegt an den
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diesen Tagen meist zwischen den beiden Vergleichskurven und tendenziell ndher am Profil
der HTW. Lediglich in den Morgenstunden steigt die Last etwas langsamer an und in den
Abendstunden ist die Last etwas héher. An Samstagen weist das modellierte Profil eine
niedrigere Mittagsspitze, aber eine hohere Last in den Nachtstunden ab 20 Uhr, auf.
Insgesamt kommt das simulierte Profil den Referenzprofilen fir Samstage sehr nahe. In der
letzten Teilabbildung, dem Sonntag, ist die Mittagsspitze im Gegensatz zu den anderen
Profilen etwas unterschatzt. [13]
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Abbildung 5-7:  Vergleich des gemittelten Lastgangs mit dem VDEW-SLP [16] und
Vergleichsdaten aus [132] flr die unterschiedlichen Typtage nach [13]

In [13] werden zudem die gleichzeitige Leistung in Abhangigkeit von der Anzahl der
Haushalte mit den Referenzwerten und weiteren Literaturwerten verglichen. Hierzu wird
nach [133] das 95 %-Perzentil der gleichzeitigen Leistung aus 10.000 Kombinationen der
Lastgange ermittelt. Dieser Wert beschreibt also die maximal gleichzeitig auftretende
Leistung, welche bei der Kombination von 100 Lastgangen nur maximal funf Mal auftritt.
Die berechneten Werte werden zudem mit einem Gleichzeitigkeitsfaktor aus der Literatur
[134], der mit dem Wert von 14,5 kW fiir einen Haushalt der DIN 18015 [135] multipliziert
wird, verglichen und in Abbildung 5-8 dargestellt. Die Simulationsergebnisse liegen fur
wenige Haushalte leicht Gber der theoretischen Kurve. Zwischen 10 und 30 Haushalten sind
die Kurven nahezu deckungsgleich. Ab mehr als 30 Haushalten liegen die berechneten
gleichzeitigen Leistungen minimal unterhalb der Literaturwerte. Die berechneten Gleich-
zeitigkeiten aus den HTW-Daten [132] sind bis ca. 10 Haushalte oberhalb der beiden Kurven
und nahern sich mit zunehmender Anzahl an Haushalten an die beiden anderen Kurven an.
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Somit lasst sich festhalten, dass die resultierenden gleichzeitigen Lasten valide sind. Die
gleichzeitige Leistung sinkt von 17,1 kW bei einem Haushalt um tber 80 % auf 3,3 kW bei
zehn Haushalten und fallt danach weiter ab. [13]
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Abbildung 5-8:  Gleichzeitige Leistung je Haushalt in Abhangigkeit der Stichprobengréfie
nach [13]

Zuletzt werden in [13] die von einem Zeitschritt zum nachsten auftretenden Lastgradienten
mit den gemessenen Lastgangen von [115] verglichen. In beiden Fallen liegen tber 70 %
der Lastanderungen im Bereich von + 10 W und die Haufigkeitsverteilungen sind sehr
ahnlich. Somit l&sst sich festhalten, dass auch dieses Kriterium als gut abgebildet eingestuft
werden kann.

Zusammenfassend wird gezeigt, dass die Ergebnisse des Lastgangmodells die gewlinschten
HaushaltsgroBen gut abbilden. Die Einzelprofile weichen stark voneinander ab, aber
ergeben bei Betrachtung einer groBen Anzahl ein valides Summenprofil. Zudem sind die
die gleichzeitigen Maximalleistungen und Lastgradienten mit denen von gemessenen
Lastgéngen vergleichbar. Somit erfillt das Modell alle gestellten Anforderungen. [13]

54 Warmebedarfsgange

Als nachstes erfolgt die Erstellung von zeitlich aufgeldsten Warmebedarfsgénge. Es werden
sowohl Trinkwarmwasserbedarfe, welche auf dem beschriebenen Aktivitatsmodell basieren,
als auch Raumwarmebedarfe bestimmt.

541 Trinkwarmwasser

Das Modell fir die Bestimmung der Trinkwarmwasserprofile ist analog zum Modell fir die
elektrischen Lastgange aufgebaut und basiert auf dem Aktivitatsprofil der Agenten. Anstelle
der Wabhrscheinlichkeiten fir die Nutzung elektrischer Gerdte werden hier jedoch
Entnahmewahrscheinlichkeiten der einzelnen Warmwasserzapfstellen verwenden. Die
Verbrauchswerte pro Entnahmeereignis, d. h. Volumenstrom und Entnahmedauer, werden
aus [136] Ubernommen. Der Warmebedarf ergibt sich aus dem Volumenstrom und der
Entnahmetemperatur, die von der jeweiligen Entnahmestelle abhangig ist. Zur Wahrung
der Realitatsnahe werden in Anlehnung an die Nutzungshaufigkeiten in [137] die Nutzung
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der Dusche oder Badewanne pro Person auf maximal einmal pro Tag begrenzt. Dartiber
hinaus werden Kalibrierungsfaktoren zur Anpassung des Verbrauchs ermittelt, um die
Werte aus [138] zu erreichen. [13]

542 Raumwarme

Zur Erstellung von Raumwarmebedarfsgangen wird das in [86] beschriebene Verfahren
verwendet. Der Raumwarmebedarf je Tag wird basierend auf dem Jahresenergiebedarf,
dem Gebaudetyp, dem Baualter (siehe Abschnitt 4.3) und der Allokationstemperatur
(Tattokation) Nach [139, 140] bestimmt. Die Allokationstemperatur wird gemal Formel (5-3)
aus der Temperatur der drei Tage zuvor (T_;,T_p T_3) und dem aktuellen Tag (To)
berechnet. Die verwendeten Temperaturen stammen vom Deutschen Wetterdienst [118].

. _ To+ 05T +025 T, +0,125 - T4
Allokation = 14 0,5+ 0,25 + 0,125

(5-3)

Die BerUcksichtigung der vergangenen Tage dient dazu die Gebaudetragheit abzubilden.
Bei der Aufteilung auf die Tage werden auch die in Abhangigkeit des Baualters
unterschiedlichen Heizgrenztemperaturen (13 bis 15 °C) beriicksichtigt. Die Heizgrenz-
temperatur beschreibt die Temperatur, ab der das Gebaude nicht mehr beheizt werden
muss.

Nach der Aufteilung des Energiebedarfs auf die einzelnen Tage des Jahres wird im nachsten
Schritt nach [141] mittels einer Verteilungsfunktion in Abhangigkeit von der Temperatur und
des Gebaudetyps Uber den Tag dynamisiert. Die Tagesverldufe der Profile zeigen einen
starken Anstieg in den frihen Morgenstunden, bis gegen 6:00 Uhr die Maxima erreicht sind.
AnschlieBend sinken die Verbrauche bis zum Nachmittag, woraufhin erneute Anstiege bis
ca. 20:00 Uhr folgen. Danach fallt der Bedarf auf das Minimum ab, welches in den
Nachtstunden vorherrscht. Die Tagesverteilung ist in Abbildung 5-9 exemplarisch fir ein
neues EFH dargestellt ist.
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Abbildung 5-9:  Aufteilung des Tagesverbrauchs auf die Stunden des Tages eines neuen
EFHs bei unterschiedlichen Temperaturen nach [142]
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5.5 Gewerbelastgange

Die Gewerbelastgénge werden abhangig von der verfligbaren Datenlage entweder Gber
die bereitgestellten RLM-Lastgange oder Uber Standardlastprofile abgebildet. Die RLM-
Lastgédnge werden hierzu entsprechend in das Wetterjahr der Simulation 2012 verschoben
und die Wochentage entsprechend angepasst. Bei den SLP-Kunden werden aus dem
Jahresenergiemengen mit den zugehdorigen Profilen, welche sich in sieben GHD- (GO — G6)
und ein Landwirtschaftsprofil (LO) unterteilen, Lastgange berechnet. Die GHD-Profile lassen
sich, basierend auf [16], in die folgenden Klassen einteilen [91]:

*  GO0: Gewerbe allgemein

* G1: Gewerbe, werktags 8-18 Uhr (Buros, Arztpraxen, Werkstatten ...)

* G2: Gewerbe, Uberwiegender Verbrauch in den Abendstunden (Abendgaststatten,
Freizeiteinrichtungen, Sportvereine, Fitnessstudios, Solarien ...)

* G3: Gewerbe durchlaufend (Kuhlhauser, Pumpen, Gemeinschaftsanlagen ...)

* G4: Gewerbe, Laden aller Art, Friseur

o G5: Gewerbe, Backerei mit Backstube

* G6: Gewerbe, Wochenendbetrieb (Schwerpunkt) (Gaststatten, Ausflugslokale ...)

Fur diese Gruppen werden nach [143] aus den neun Typ-Tagen Lastgange gebildet. Die
Typtage setzen sich aus den Kombinationen der drei Jahreszeiten Sommer (15.05. —14.09.),
Winter (01.11. — 20.03.) und Ubergang (21.03. — 14.05. und 15.09. — 31.10.) sowie den drei
charakteristischen Tagen Werk-, Sams- und Sonn-/Feiertag zusammen. Flr diese neun
Tage stehen Datensatze in 15-Minuten Aufldsung bereit, welche entsprechend dem
Betrachtungsjahr aneinandergefiigt und mit der gewiinschten Energiemenge skaliert
werden. Die bereitgestellten Profile sind zu diesem Zweck auf einen Jahresverbrauch von
1.000 kWh normiert. Zur Abbildung eines Gewerbes mit 5.000 kWh Jahresverbrauch muss
das Profil also mit dem Faktor funf skaliert werden.

Exemplarische Lastgange, skaliert auf einen Jahresverbrauch von 5.000 kWh fir die
Jahreszeit Winter, sind in Abbildung 5-10 dargestellt. Links sind die drei unterschiedlichen
Typtage des GO-Profils und rechts die Profile GO bis G3 fur die Werktage abgebildet.

1.4 2.5
Werktag — G0
1.2 Samstag 5 G1
Sonntag G2
=z 1 = G3
= =
208 | =
5 >
z | 7 N
306 / g
0.5
0.4 / N \
N / N ‘\_/
0.2 0

00:00 06:00 12:00 18:00 00:00 00:00 06:00 12:00 18:00 00:00

Abbildung 5-10: Vergleich der Verlaufe unterschiedlicher GHD-SLPs [16]. Links: GO fir die
Typtage im Winter, Rechts: Werktag im Winter fur GO — G3
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Bei den Typtagen zeigt sich, dass im GO-Profil werktags der Verbrauch héher ist als an den
Sams- und Sonntagen. Der Hauptverbrauch tritt zu den Ublichen Arbeitszeiten zwischen
06:00 und 18:00 Uhr auf. Beim Vergleich der unterschiedlichen Profiltypen zeigen sich
deutliche Unterschiede, wann im Tagesverlauf die Hochstlasten auftreten.

5.6 PV-Erzeugungsgange

Die Modellierung der PV-Erzeugungsgange erfolgt basierend auf dem in [144]
beschriebenen Modell unter Verwendung von Wetterdaten und gewissen technischen
Eigenschaften der PV-Anlagen, wie z. B. dem Wechselrichterwirkungsgrad. Aus dem
,Copernicus Atmosphere Monitoring Service” [145] werden die Strahlungsdaten, welche in
Global- und Diffusstrahlung unterteilt sind und in zeitlicher Auflésung von 15 Minuten
vorliegen, verwendet. Die weiteren Wetterdaten, wie beispielsweise Umgebungstemperatur
und Albedo werden aus dem COSMO-EU Model [118] bezogen. Mittels dieser
Eingangsdaten werden je Landkreis unterschiedliche Lastprofile berechnet. Fir die
Abbildung der PV-Anlagen werden je Landkreis Lastprofile fir die beiden Modulneigungen
30° und 45°, sowie fur die Ausrichtungen Ost, Stdost, Std, Stidwest und West gebildet.
Exemplarische Tagesgdnge und ein Jahresverlauf sind in Abbildung 5-11 dargestellt. Diese
Methode zur PV-Lastgangerstellung wurde im Rahmen des Forschungsprojekts Modell-
experimente in der operativen Energiesystemanalyse mit den Modellen anderer
Forschungsinstitute verglichen und erzielte vergleichbare Ergebnisse [146].

Fur die Bestimmung der Kennwerte Modulneigung und Ausrichtung wird das Marktstamm-
datenregister (Stand 2019) analysiert [147]. Hierflr werden die PV-Anlagen in verschiedene
GroBenklassen (< 10 kW, 10 bis 30 kW, 30 bis 100 kW, > 100 kW) unterteilt, die
entsprechenden Anteile der méglichen Kombinationen aus Modulneigung und Ausrichtung
bestimmt und den genannten Klassen zugewiesen. Die Zuweisung der Neigungen und
Ausrichtungen der einzelnen PV-Anlagen erfolgt mittels reproduzierbarer Zufallszahlen
und der beschriebenen Statistiken.
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Abbildung 5-11:  Maximale und mittlere PV-Tagesgange flr unterschiedliche
Ausrichtungen bei einer Modulneigung von 30 ° (links) und Jahresgang
der Sudausrichtung (rechts) fir den Standort Minchen basierend auf
dem Wetterjahr 2012
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5.7 Zusammenfassung und Einordnung

In diesem Kapitel wurden die benétigten Eingangsdaten fir die Modellierung der
Flexibilitatsoptionen und die Bestimmung der resultierenden Netzbelastung im Verteilnetz
beschrieben. Das entwickelte Modell zur Erstellung von Mobilitétsprofilen, elektrischen
Haushaltslastgangen und Warmebedarfen basierend auf Aktivitatsprofilen der Agenten
erflllt dabei die gestellten Anforderungen. Die relevanten KenngréBen der erzeugten
Mobilitatsprofile wie Reisezeit, Anzahl Wege je Person und der Aufenthaltsorte liegen in
den Bereichen der Originaldaten (MiD [27]) und weiterer Mobilitatsumfragen (MOP [119]).
Die Jahresfahrleistungen werden mit 10.700 km im Gegensatz zu 14.700 km in der MiD [27]
zwar unterschatzt, dies ist aber vertretbar, da Mehrtagesfahrten und vor allem
Urlaubsfahrten mit Ladevorgdngen an anderen Orten auch im weiteren Modell zur
Bestimmung der Netzbelastung nicht bertcksichtigt werden. Die erstellten elektrischen
Lastgdnge der Haushalte bilden die gewinschte Variabilitdét ab und liegen bei
Betrachtungen von ausreichend vielen Lastgangen wieder im gewunschten Bereich. Des
Weiteren wurden Modelle fur die Integration der Warmebedarfe in Abhangigkeit von den
Gebduden (Raumwarme) und den Aktivitditen der Personen beschrieben. Diese
Aktivitatsprofile dienten auch als EingangsgroBen fur das Mobilitatsverhalten und die
elektrischen Lastgange. AuBerdem wurde die Modellierung der gewerblichen Fahrzeuge
und Lastgénge, basierend auf den Standardlastprofilen, vorgestellt. AbschlieBend wurde
zudem ein Modell zur Erstellung von unterschiedlichen PV-Erzeugungsgangen je nach
Anlagenstandort und -ausrichtung beschrieben.

Mittels dieser Modelle koénnen alle fur die weiteren Analysen bendtigten Last- und
Erzeugungsgange sowie Energiebedarfe abgebildet werden. Somit liegen elektrische
Lastgange fur Haushalte und Gewerbe, Erzeugungsgange fur PV-Anlagen, Energiebedarfe
fur Warme (Trinkwarmwasser und Raumwarme) sowie Mobilitat (privat und gewerblich)
bzw. die entsprechenden Modelle zur Erstellung vor. Diese Eingangsdaten/Modelle dienen
als Grundlage fir das im Folgenden beschriebene Verteilnetzmodell und erméglichen die
Bestimmung des Flexibilitdtseinsatzes in den unterschiedlichen Use Cases.
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6  Verteilnetzmodell mit linearer
Optimierung zur Bestimmung des
Flexibilitatseinsatzes

Aufbauend auf den Beschreibungen der Moglichkeiten der Flexibilitatsoptionen (Kapitel 3),
den zukUnftigen Versorgungsaufgaben im Verteilnetz (Kapitel 4) und den Ausfihrungen
zur Erstellung der statischen Komponenten-Lastgange und Energiebedarfe (Kapitel 5) wird
im Folgenden das Optimierungsmodell und die Integration dessen in das bestehende
Energiesystem- und Verteilnetzmodell ,GridSim” der Forschungsstelle fur Energiewirtschaft
(FfE) beschrieben. Zunachst wird das Modell GridSim und die unterschiedlichen
Maoglichkeiten zur Lastgang-Erstellung flr die Flexibilitdtsoptionen erlautert. Aufbauend
darauf wird das integrierte Optimierungsmodell zur kostenoptimalen Bestimmung der
Energieflisse je Netzverknipfungspunkt beschrieben. AbschlieBend wird die Umsetzung
der Use Cases vorgestellt, bei welchen zusatzlich Netzrestriktionen beachtet werden. Dies
sind einerseits variable Netzentgelte als préventive MalBnahme und andererseits Leistungs-
Limitation, welche als Randbedingungen in das Optimierungsmodell eingehen, als kurative
MaBnahme zur Engpassbehebung.

6.1 Energiesystemmodell fur Verteilnetze — GridSim

Das Energiesystemmodell flr Verteilnetze GridSim wurde zur Bestimmung der zukinftigen
Anforderungen an Verteilnetze mit Fokus auf die zunehmende dezentrale Energie-
erzeugung aus Photovoltaik und die zusatzliche Last durch Elektrofahrzeuge in [148]
entwickelt. Ziel des Modells ist neben der Ermittlung der Netzzustande auch eine
energetische Bewertung und Analyse der unterschiedlichen Szenarien, weshalb nicht nur
einzelne Zeitschritte, sondern Zeitrdume bis hin zu ganzen Jahren, betrachtet werden
kdnnen. Da zahlreiche Komponenten in der Niederspannung nicht symmetrisch dreiphasig
mit dem Netz verbunden sind, ist das Modell dreiphasig umgesetzt und ermdglicht somit
auch Unsymmetrie Betrachtungen. Zur Ermittlung der zukinftigen Netzbelastung werden
Niederspannungsnetze von Wohngebieten mit Flexibilitdtsoptionen wie PV-Anlagen,
Elektrofahrzeugen und stationdren Speichern kombiniert und unterschiedliche Regelungen
der neuen Komponenten implementiert und verglichen. Ziel dieser Regelungen sind einer-
seits die Erhohung des PV-Eigenverbrauchs durch Ladung der Elektrofahrzeuge mit
Uberschussstrom und andererseits eine netzdienliche Regelung, bei der die Ladevorgange
der Elektrofahrzeuge bei zu niedrigen Spannungen unterbrochen werden. Neben
Wirkleistungsregelungen wurden in [149] auch unterschiedliche Blindleistungsregelungen,
welche sich entweder auf die aktuelle Wirkleistung der Komponente oder auf die Spannung
am NetzverknUpfungspunkt beziehen, in das Modell integriert. In [150] wurde das Modell
um regelbare Ortsnetztransformatoren und Spannungsléangsregler, erweitert. Die Szenario-
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Erstellung und Zuweisung der Komponenten erfolgte anteilig auf das gesamte Netzgebiet
Uber Durchdringungsgrade. [148]

Im Rahmen des Projekts Merit Order Netzausbau (MONA) 2030 [86] und in [151] wurde das
Modell um weitere Bestandteile erganzt. Auf Verbrauchsseite wurde GridSim zur Abbildung
der Warmebereitstellung um elektrische Speicherheizungen und Warmepumpen erweitert.
Hierzu wurden auch zahlreiche Vorarbeiten zur Ermittlung des Warmebedarfs in den
unterschiedlichen typischen Gebauden durchgefihrt und in das Modell eingebunden [86,
152]. Zudem wurde in [153] ein Modul zum automatisierten Netzausbau und eine interaktive
Kartenvisualisierung der Ergebnisse hinzugefiigt.

Neben den beiden im Detail aufgefihrten Dissertationen und den beschriebenen Projekten,
wurde das Modell auch in weiteren Forschungsprojekten der FfE angewendet und durch
zahlreiche studentische Arbeiten erweitert und verbessert. Im Folgenden wird das Modell
im Detail vorgestellt und die Erweiterungen, welche im Rahmen dieser Dissertation
integriert wurden, beschrieben. Zu diesen Erweiterungen zahlen u. a. die Netzbelegung
mittels Datenbanktabellen (6.2.1), die Aufteilung der Lastgangsarten in flexibel und statisch
(unflexibel) sowie die Entwicklung und Integration eines Optimierungsmodells fir
Flexibilitatsoptionen aus Nutzersicht (6.4) und unter Beachtung von Netzrestriktionen (6.5).

Modellaufbau

Der Aufbau des Simulationsmodells ist in Abbildung 6-1 dargestellt und l&sst sich
thematisch in sechs Hauptmodule unterteilen.

Initialisierung
@ 1. Import Netztopologie
2. Zuweisung der Komponenten
3. Dimensionierung der Komponenten

Modellierung/Import der o
J_I!. statischen Lastgénge @

(Haushalt, Gewerbe, PV, Flexibilitdtsoptionen*)

L 2

+ Optimierung der

Flexibilitatsoptionen* é
A 2

Blindleistungsregelung

. 2

Lastflussberechnung

. 2

Auswertung

*Abhangig von der Betriebsweise / Use Case

Abbildung 6-1:  Ubersicht des Simulationsmodells GridSim
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Das erste Modul dient der Auswahl der Netztopologie und Verknupfung dieser mit den
entsprechenden Komponenten, wie beispielsweise Haushalten, PV-Anlagen oder Elektro-
fahrzeugen. Neben der Auswahl und Zuweisung dieser erfolgt in diesem Modul auch die
Dimensionierung, beispielsweise der PV-Anlagen. Eine detaillierte Beschreibung erfolgt in
Abschnitt 6.2.

Aufbauend auf den Kennwerten der Dimensionierung und den gewahlten Betriebsweisen
werden im nachsten Modul statische Lastgange erzeugt oder importiert. Als statische Last-
gange werden samtliche Lastgange verstanden, die nicht von anderen Lastgangen (z. B. der
Residuallast bei Speichern) abhéngig sind oder flexibel beispielsweise kostenoptimal
betrieben werden, sondern nur von fest vorgegebenen Randbedingungen oder dem
Nutzerverhalten beeinflusst werden (Abschnitt 6.3).

Fur die Bestimmung der Lastgange der Flexibilitdtsoptionen, also der nicht statischen
Lasten, gibt es unterschiedliche Betriebskonzepte, welche in Abschnitt 3.3 dargestellt sind.
Es werden bedarfsorientierte, regelungsbasierte und optimierte Betriebsweisen diskutiert.
Die unterschiedlichen Optimierungsarten sind im Detail in den Abschnitten 6.4 (Nutzer-
orientiert ohne Netzrestriktionen) und 6.5 (Nutzerorientiert mit Netzrestriktionen)
beschrieben.

Aufbauend auf den Wirkleistungen der einzelnen Komponenten werden im nachsten
Modul unterschiedliche Blindleistungsregelungen angewendet, welche in Abschnitt 6.6
beschrieben sind.

Zur Ermittlung der Netzzustande erfolgt im nachsten Modul eine Lastflussrechnung des
gesamten Netzgebiets je Zeitschritt, welche in Abschnitt 6.7 dargelegt wird. AbschlieBend
erfolgen die umfassende Auswertung und Sicherung der Ergebnisse.

6.2 Initialisierung

Die Simulation beginnt mit der Parametrisierung des Simulationsszenarios Uber ein
grafisches User Interface (GUI). Hierbei kénnen samtliche Regelungsarten und
Dimensionierungen ausgewahlt und verandert werden. Neben der direkten Auswahl einer
Netztopologie kann auch mittels einer Identifikationsnummer (Id) eine Auswahl von Netzen,
beispielsweise die 1.206 beschriebenen Netzgebiete, gewahlt werden. Insgesamt stehen fir
die Parametrisierung der Simulation ungeféhr 480 Parameter zur Verfigung. Die
Bandbreite reicht von der Netzauswahl Uber die Auswahl und Dimensionierung der
Komponenten, wie beispielweise der Elektrofahrzeuge (z. B. Batteriekapazitat, Ladeleistung,
SoC-Grenzwerte) bis zu Kosten (z. B. Strompreis, Netzentgelt, Einspeisevergitung) fur das
Optimierungsmodul. Im Falle von Elektrofahrzeugen kénnen zuséatzlich Betriebsweisen, wie
beispielsweise die PV-Optimierung und das gewinschte Blindleistungsverhalten inkl. der
Kennlinienvorgaben, eingestellt werden.

6.2.1 Netzbelegung

Nach der Auswahl eines Netzgebietes, welche in Kapitel 4.1 detailliert beschrieben sind,
erfolgt die Zuweisung der Komponenten. Basierend auf dem gewahlten Netzgebiet und
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den entsprechenden Szenarien wird jeder Netzverknipfungspunkt, wie in Abbildung 6-2
dargestellt, mit den verschiedenen Komponenten belegt. Das Netzgebiet kann Uber eine
Vielzahl von Netzverknipfungspunkten verfigen, welche jeweils einem Gebadude zuge-
ordnet sind. In der zweiten Ebene werden jedem Gebaude zusatzlich weitere Komponenten
zugewiesen. Ein Gebaude kann einen oder mehrere Haushalte und/oder Gewerbeeinheiten
beinhalten, wobei mindestens ein Haushalt oder eine Gewerbeeinheit vorhanden sein muss.
Zusatzlich hierzu kénnen eine Warmeerzeugungsanlage (Power-to-Heat, PtH) — Warme-
pumpe oder Speicherheizung — eine PV-Anlage und/oder ein Batteriespeicher zugewiesen
werden. In der dritten Ebene werden den Haushalten und Gewerbeeinheiten optional
Elektrofahrzeuge zugewiesen. Die entsprechenden Beziehungen sind in Abbildung 6-2
beginnend vom Transformator aus dargestellt. Aus Ubersichtlichkeitsgriinden wird jeweils
nur eine Komponente dargestellt und deren weitere Abhédngigkeiten. Die Abhangigkeits-
beziehungen sind in der Form (1:1; 1:1-n, 1:0-1 oder 1:0-n) beschrieben, wobei n fur eine Zahl

@ Transformator

1
1-

groBer null steht.

"L Netzverknipfungspunkt /
. Hausanschluss

1

Abbildung 6-2:  Ubersicht der Komponenten und Netzbetriebsmittel und ihrer
Abhangigkeitsbeziehungen im Modell

Das dargestellte Abhangigkeitsverhdltnis ist in einer Datenbank umgesetzt. Je
Komponenten wird eine Tabelle erstellt, welche entsprechend den dargestellten Abhangig-
keitsverhaltnissen miteinander verknipft sind. In diesen Tabellen kénnen je Komponente
weitere Parameter und Eigenschaften hinterlegt werden. Die Verknlpfung der Tabellen und
Komponenten erfolgt Uber Ids. Durch Szenarien-lds je Komponententabelle ist es
beispielsweise moglich unterschiedliche Auspragungen (z. B. Szenario 2030 oder 2040)
abzubilden. Der modulare Aufbau der Tabellen erlaubt zudem eine beliebige Kombination
von Szenarien der unterschiedlichen Komponenten. So kann beispielsweise das PV-
Szenario flr das Jahr 2020 mit dem Elektrofahrzeug-Szenario fur das Jahr 2050 kombiniert
werden. Im Folgenden werden die wesentlichen Eigenschaften der Tabellen beschrieben.
Alle Tabellen besitzen immer eine eindeutige Id je Zeile sowie eine Szenario-Id, auf welche
bei den Beschreibungen im Weiteren verzichtet wird.

69



Verteilnetzmodell mit linearer Optimierung zur Bestimmung des Flexibilitéitseinsatzes

Die Gebdude-Tabelle enthalt die Information zu welchem Netzgebiet (Netznummer) und
zu welchem exakten NetzverknUpfungspunkt (Netzknotenname) das Gebdude gehort.
Zusatzlich hat jedes Gebaude eine eindeutige Gebdude-Id. Daneben sind die Kennwerte
Baualter, in den beschriebenen zehn Klassen, und Gebdudetyp, entsprechend den funf
verwendeten Klassen, sowie der spezifische Heizwarmedarf und die Wohnflache enthalten
(siehe Abschnitt 4.3).

Die Wohneinheiten-Tabelle enthalt neben der zur Verkntpfung notwendigen Gebaude-
Id eine eindeutige Wohneinheiten-ld sowie den Haushaltsstrombedarf in kWh (siehe
Abschnitt 4.2.1). Zusatzlich besteht die Mdglichkeit eine Personenanzahl zu hinterlegen, falls
das beschriebene Modell (Abschnitt 5.3) zur Erzeugung von Haushaltslastgangen direkt
integriert werden soll oder keine Stromverbrauche vorliegen.

Die GHD-Tabelle enthdlt neben der zur Verknipfung notwendigen Gebaude-Id eine
eindeutige GHD-Id sowie den Strombedarf in kWh und das zugehorige Standardlastprofil
(siehe Abschnitt 4.2.1). Alternativ zum Standardlastprofil kann auch eine Lastgang-Id des
zugehodrigen RLM-Lastgangs eingetragen werden. In diesem Fall wird spater nicht das
Standardlastprofil verwendet, sondern der zugehorige Lastgang geladen.

Die PtH-Tabelle enthalt neben der zur Verknipfung notwendigen Gebaude-Id und der
PtH-1d die PtH-Typ-Id, welche beschreibt, ob es sich um eine Warmepumpe (1) oder eine
Speicherheizung (2) handelt.

Die PV-Tabelle enthalt neben der zur Verknipfung notwendigen Gebaude-Id und der PV-
Id die installierte Leistung in kW als weiteren Kennwert.

Die Batteriespeicher-Tabelle enthalt neben der zur Verkntipfung notwendigen Gebaude-
Id nur eine Speicher-ID, da im Rahmen dieser Arbeit die Dimensionierung der Speicher
(Leistung und Batteriekapazitat) Uber die Parameter-GUI erfolgt. Alternativ waren in der
Tabelle aber auch entsprechende Felder vorgesehen, die eine Dimensionierung tber diese
Tabelle erlauben.

Die Elektrofahrzeug-Tabellen fir Wohneinheiten/Haushalte und GHD-Einheiten sind
analog aufgebaut. Sie enthalten jeweils die zugehdrigen Wohneinheiten/GHD-Ids,
Fahrzeug-Ids und die Quelle des Fahrprofils (1. MiD mit Ladeort zu Hause, 2: MiD mit
Ladeort am Arbeitsplatz, 3: KID)

6.2.2 Dimensionierung der Komponenten und Verteilung der Betriebsweisen

Nachdem alle Komponenten im Netzgebiet verteilt sind, werden die einzelnen
Komponenten und deren Betriebsweisen mittels der gewahlten Parameter initialisiert.
Zunachst werden den einzelnen Komponenten anteilig die gewadhlten Betriebsweisen
zuféllig zugewiesen. Dies bedeutet beispielsweise in einem Netzgebiet mit 15 Elektrofahr-
zeugen und der Einstellung, dass 50 % davon optimiert und die restlichen direkt geladen
werden, dass acht Elektrofahrzeuge optimiert werden und sieben nicht. Weiterhin wird
bericksichtigt, dass an einem Hausanschluss alle Elektrofahrzeuge dieselbe Ladestrategie
haben und bei Bedarf entsprechend umsortiert. Aus diesem Grund ist es nicht immer
moglich alle Vorgaben der Verteilung je Netzgebiet exakt einzuhalten. Neben der
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Zuweisung der Ladestrategie werden auch weitere KenngréBen wie Ladeleistung oder
Batteriekapazitat entsprechend verteilt. Dieses Prozedere wird fur alle Komponenten
durchgefihrt. Die im Rahmen des Energiesystemmodells mdglichen Ladestrategien/
Betriebsweisen lassen sich prinzipiell in die drei Kategorien Steuerung, Regelung und
Optimierung unterteilen.

Die Steuerung beschreibt eine Betriebsweise, welche unabhdngig von weiteren
Komponenten (Erzeugern/Verbrauchern) am Hausanschluss basierend auf externen
Signalen einen Lastgang bestimmt. Beispiele hierfur sind das Direktladen bei Ankunft mit
maximaler Ladeleistung oder das tarifabhdangige Laden bei zeitvariablen Tarifen (Hoch/
Niedertarif), bei dem der Ladevorgang in Zeiten mit glinstigen Preisen verschoben wird.

Die Regelung beschreibt beispielsweise eine regelungsbasierte PV-Eigenverbrauchs-
erhohung, bei der das Elektrofahrzeug moglichst dann geladen wird, wenn PV-Uberschuss
vorhanden ist. Hierbei muss folglich neben der PV-Leistung auch der aktuelle Verbrauch
beachtet werden und ggf. ein zuséatzlicher Speicher und dessen aktueller Ladezustand. Mit
zunehmender Anzahl an flexiblen Komponenten steigt die Komplexitat der Regelung an.

Die dritte Kategorie beschreibt die Optimierung, welche stets unter Beachtung der
Randbedingungen ein optimales Ergebnis fir die entsprechenden Lastflisse bestimmt.

Eine Kombination aller drei Varianten ist nur bedingt sinnvoll, weswegen im Weiteren nur
Steuerungen und Optimierungen im Detail betrachtet werden. Eine mogliche Kombination
dieser Ansatze ist dann realistisch, wenn beispielsweise bereits altere Flexibilitatsoptionen
(z. B. Speicherheizungen oder Warmepumpen) nicht in ein Energiemanagementsystem
integriert werden.

Aus diesem Grund wird nach der Verteilung der Betriebsweisen und der optionalen
Zuweisung von variablen Strompreisen und/oder Netzentgelten je Hausanschluss
entschieden, ob dieser optimiert wird. Folgende Parameter oder Komponenten fiihren zu
einer Optimierung:

* Batteriespeicher vorhanden

* Elektrofahrzeug (falls Optimierung mit PV oder variablen Preisen)

*  Warmepumpe (falls Optimierung mit PV oder variablen Preisen)

6.3 Statische Lastgange und Eingangsdaten fir die Optimierung

In diesem Abschnitt wird die Erstellung der Lastgange bzw. Eingangsdaten fiir eine folgende
Optimierung je Komponente beschrieben. Zunachst werden die Schritte fur die
unveranderlichen bzw. statischen Lastgange der Haushalte und/oder Gewerbe beschrieben
und im Anschluss die weiteren Komponenten.

6.3.1 Haushalte und Gewerbe

Wie in Abschnitt 6.2.1 beschrieben, ist fir jeden Haushalt der Stromverbrauch bekannt und
es kann somit aus den vorab erzeugten Haushaltslastgangen (siehe Abschnitt 5.3) der
Lastgang ausgewahlt werden, der diesem Verbrauch am nachsten kommt und dieselbe
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Stadtkategorie aufweist. Hierzu wurden vorab tber 40.000 Lastgange fur unterschiedliche
Haushaltstypen, Verbrauchsniveaus, Stadtkategorien usw. erstellt und in der Datenbank
abgelegt. Somit wird fur jeden Haushalt ein Lastgang flr den Simulationszeitraum aus der
Datenbank importiert. Zu jedem elektrischen Lastgang gehdren wie beschrieben ein
thermischer Lastgang fur den Warmwasserbedarf und bis zu zwei Fahrprofile fur Elektro-
fahrzeuge, welche bei Bedarf importiert werden. Alternativ besteht im Modell die
Maoglichkeit den Lastgang durch Aufruf des Lastgangmodells auf Basis der Personenanzahl
und der weiteren Komponenten neu zu modellieren.

Analog zu den Haushaltslastgangen werden die Gewerbelastgange, wie in Abschnitt 5.5
beschrieben, basierend auf den entsprechenden Standardlastprofilen und den bekannten
Verbrauchen berechnet oder bei RLM-Kunden die Lastgange importiert.

6.3.2  Elektrofahrzeuge

Die Elektrofahrzeuge werden im Modell wie typische Batteriespeicher mit eingeschrankter
Verfligbarkeit modelliert. Diese verfigen somit Uber einen Lade- und ggf. Entladewirkungs-
grad sowie eine definierte Speicherkapazitat. Auf Selbstentladeeffekte oder Reduktion der
Ladeleistung bei steigendem Ladezustand wird aus Komplexitatsgrinden verzichtet. Somit
kann immer mit der zur Verfiigung stehenden Ladeleistung, welche netzseitig ein- oder
dreiphasig sein kann, geladen werden. Da im Rahmen dieser Arbeit maximale Leistungen
von 11 kW betrachtet werden, sind diese Vereinfachungen weniger relevant als bei hoheren
Ladeleistungen.

Zur Abbildung des Fahrzeugs werden die bereits beschriebenen Fahrprofile (Abschnitt 5.2),
welche je Fahrzeug aus dem Verbrauch der Fahrten und der Anwesenheitsmatrix am
Ladeort bestehen, verwendet. Aus der Anwesenheitsmatrix wird nach der Methode aus [70]
eine Ansteckmatrix abgeleitet. Abhdangig vom SOC wird beim Erreichen des Ladeorts
entschieden, ob angesteckt wird oder nicht, da in der Realitat die Nutzer ohne zusatzliche
Anreize nur einstecken, wenn es notwendig ist und der SOC gering ist. Hierzu wird mittels
einer invertierten kumulativen Verteilungsfunktion, bei welcher mit steigendem SOC die
Wahrscheinlichkeit abnimmt, dass das Fahrzeug angesteckt wird, die Wahrscheinlichkeit
bestimmt, ob das Fahrzeug angesteckt wird. Beispielsweise wirde bei einem Erwartungs-
wert von 50 % und der gewahlten Standardabweichung von 0,1 bei einem Ankunfts-SOC
unterhalb von 40 % mit einer Wahrscheinlichkeit von tber 80 %, bei 50 % SOC zu 50 % und
bei 60 % SOC nur noch in weniger als jedem flinften Fall angesteckt werden. Zudem wird
geprift, ob der aktuelle Ladezustand ausreicht, um den Energiebedarf der nachsten Fahrt
zu decken. Diese Erweiterung erfolgt vor dem Hintergrund, dass gerade langere Fahrten
mit entsprechend groBem Energieverbrauch selten spontan stattfinden und die Nutzer
entsprechend das Fahrzeug zuvor anstecken wirden und wurde in [154] umgesetzt. Die
Ansteckwahrscheinlichkeit kann mittels Anderung des Erwartungswerts, bei welchem im
Mittel angesteckt wird, parametriert werden. Dies ist insofern wichtig, da Nutzer-
befragungen gezeigt haben, dass Anreize, wie beispielsweise die bessere Integration von
selbst erzeugtem PV-Strom oder gunstigeres Laden, die Bereitschaft zum Anstecken
erhohen kénnen [155].
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Die Batterie wird fir das Lademanagement funktional in drei Einsatzbereiche unterteilt,
welche in Abbildung 6-3 dargestellt sind und in denen unterschiedliche Pramissen
vorherrschen [156]. Im Bereich A wird das Elektrofahrzeug unabhangig von der gewahlten
Ladestrategie immer mit maximaler Leistung geladen, um eine Mindestreichweite fur
ungeplante Fahrten zur Verfligung stellen zu kdnnen. Ebenso wird das Fahrzeug auch in
keinem der beschriebenen Use Cases unterhalb des sogenannten Sicherheits-SOCs
(SOCEFZSicherheity antladen. Im Rahmen des BDL-Projekts und dieser Arbeit wird dieser
Wert auf 30 % gesetzt [157]. Im Bereich B wird basierend auf der gewahlten Ladestrategie,
z. B. nur PV-Uberschuss, geladen. Bis zur néchsten geplanten Abfahrt ist mindestens der
Abfahrts-SOC (SOCEFZAbfahrty 7 erreichen. Falls dies nicht durch die Ladestrategie bereits
erreicht wird, erfolgt die Ladung der noch fehlenden Energiemenge vor der Abfahrt mit
maximaler Leistung. Im Falle der Optimierung wird dies Uber eine zusatzliche
Randbedingung abgedeckt. Je nach Ladestrategie kann auch im Bereich C, z. B. bei PV-
Uberschuss, geladen werden.

0% SOCEFZ.Sicherheit SOCEFZ,Abfahrt 100 %

[ )

A B C [

Abbildung 6-3:  Unterteilung der Batterie in drei SOC-Bereiche flr das Lademanagement

Im Referenzfall, dem Direktladen, wird das Elektrofahrzeug immer nach dem Anstecken mit
maximaler Leistung ohne Beachtung der SOC-Grenzwerte vollstandig aufgeladen. Mittels
dieses Referenzfalls werden auch die fir die spatere Optimierung notwendigen
Lademengen an sonstigen Orten auBerhalb des betrachteten Netzgebiets (z. B. an
offentlichen Ladestationen), Sofortlademengen und Differenzenergiemengen, falls auf
Grund der Ladezeit der Wunsch-SOC nicht erreicht werden kann, berechnet. Offentlich bzw.
an einem sonstigen Ladepunkt wird nur dann geladen, wenn die bendtigte Energie fur die
Fahrt auf Grund der Batteriekapazitat (z. B. Energieverbrauch der Fahrt > Batteriekapazitat)
und den moglichen Standzeiten (die Standzeit reicht nicht aus, um das Fahrzeug
aufzuladen) auch beim Direktladen nicht am Hauptladeort geladen werden kann. Die
Sofortlademenge beschreibt die Energiemenge, die im Bereich A der Batterie geladen
werden muss und die Differenzenergiemenge ist definiert als die Energiemenge, die das
Elektrofahrzeug auch beim Direktladen mit maximaler Leistung bei Abfahrt unterhalb des
Wunsch-SOCs ist. Diese beiden Energiemengen werden fir die relevanten Zeitschritte an
die Optimierung Ubergeben.

6.3.3 Warmepumpen

Ausgehend von den in Abschnitt 5.4 beschriebenen Warmebedarfsgangen der Gebaude
werden die Warmepumpen nach [86] dimensioniert. Bei der Dimensionierung werden die
Temperaturen des Landkreises, in dem das Netzgebiet verortet ist, verwendet [118]. Die
Warmepumpenleistung wird basierend auf der Normheizlast des Gebaudes (Qrw Norm)
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nach DIN EN 12831 [158] mittels der NormauBentemperatur bestimmt. Die NormaufBen-
temperatur beschreibt die tiefste Zweitagesmitteltemperatur, die zehnmal in 20 Jahren
aufgetreten ist. Zur Normheizlast wird je Bewohner eine zusatzliche Warmeleistung fur die
Trinkwarmwasserbereitstellung (Qrww,pim) hinzugefugt. Im Gegensatz zur Methodik in [86]
wird anstelle einer Gber das Jahr konstanten Jahresarbeitszahl eine temperaturabhangige,
stiindliche Leistungszahl (engl. Coefficient of Performance, kurz COP) nach [99] verwendet.
Aus diesem Grund wird bei der Dimensionierung der minimale COP, welcher gemittelt Gber
24 Stunden auftritt, verwendet. Die Berechnung Warmepumpenleistung erfolgt somit nach
Formel (6-1).

P = QRW,Norm + QTWW,DL'm
wp min(COP,4p)

(6-1)

Zusatzlich wird jeder Warmepumpe ein Warmespeicher zugewiesen. Die nutzbare
Speicherkapazitat ist von den Temperaturniveaus des Vor- und Rucklaufs, welche mittels
des Gebdudealters bestimmt werden, abhangig. Der Speicher darf innerhalb der
Temperaturgrenzen betrieben werden. Zusatzlich werden fur den Warmespeicher
Speicherverluste in Hohe von 0,3 %/h bertcksichtigt. [86]

Unter Beachtung der Warmebedarfsgange, der Warmepumpenleistung und der
entsprechenden Speichervolumina erfolgt die Modellierung der Warmepumpenlastgange.
Im Referenzfall wird eine warmegefihrte Betriebsweise angenommen, bei der die Warme-
pumpe immer dann betrieben wird, wenn der Speicherfillstand das Minimum unter-
schreitet. Das Ziel dieser Heizstrategie ist es den Speicherfillstand moglichst gering zu
halten, um die Verluste zu minimieren und trotzdem den Warmebedarf zu decken. Auf
Grund der Zeitschrittdauer von 15 Minuten kann die minimale Taktzeit der Warmepumpen
vernachlassigt werden.

6.3.4  Elektrische Speicherheizungen

Die Dimensionierung der elektrischen Speicherheizungen erfolgt basierend auf der
Methodik nach [86] und ist in Formel (6-2) beschrieben. Die Leistung der Speicherheizung
ist so zu wahlen, dass der Warmebedarf (Qrw normeag) €iN€s Tages bei der beschriebenen
Normtemperatur innerhalb der vorgegebenen Freigabezeit (tpyeigapezeir) Dereitgestellt
werden kann. Die Freigabezeit entspricht der Zeit, in der die Speicherheizungen
Ublicherweise betrieben werden. Diese wird im Regelfall vom Netzbetreiber vorgegeben
und die Anlagen entsprechend per Rundfunksteuerung freigeschaltet. Im betrachteten
Netzgebiet des Bayernwerks ist die Freigabezeit von 21:00 bis 07:00 Uhr und betragt somit
zehn Stunden; an sehr kalten Tagen kann zusatzlich zwischen 12:00 und 16:00 Uhr geheizt
werden [91]. Die Dimensionierung der Speicherheizung wird folgendermalien bestimmt:

QRW,N ormtag

(6-2)

Pesy = t
Freigabezeit

Analog zu [142] ist die Referenzbetriebsweise die Aufladung in den Freigabezeiten des
Verteilnetzbetreibers. Zusatzlich wird angenommen, dass zur Lastverteilung die Halfte der
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Anlagen vorwarts- und die andere Halfte rickwartsgesteuert ist. Die erste Halfte startet
folglich die Aufladung des Speichers mit Beginn der Freigabezeit um 21:00 Uhr und die
andere Halfte beginnt den Speichervorgang so, dass dieser um 07:00 Uhr abgeschlossen
ist [159]. Somit ergibt sich je nach Warmebedarf teilweise keine Uberlappung der beiden
Anlagengruppen. Die Speicherheizungen werden stets mit Nennleistung betrieben.

6.3.5 PV-Anlagen

Die Erzeugungsgange der PV-Anlagen werden mithilfe des Modells aus Abschnitt 5.6
berechnet. Als Eingangsdaten dienen die installierte Leistung aus dem Szenario
(Abschnitt 4.3.3), welche aus der entsprechenden PV-Tabelle (Abschnitt 6.2.1) geladen wird,
sowie die Ausrichtung und Modulneigung. Diese Parameter sowie die Strahlungs- und
Temperaturzeitreihen liegen jeweils auf Landkreisebene vor.

6.4 Nutzerorientierte Optimierung

In diesem Abschnitt wird das entwickelte Optimierungsmodell fir Gebaude, kurz ResOpt
(basierend auf Residential Optimizer), erlautert. Das Matlab-Modell wurde in der vom Autor
betreuten Masterarbeit von Engelberger [160] entwickelt. Das Modell ist bereits teilweise in
den Veroffentlichungen [104, 161, 162] des Autors beschrieben. Im Rahmen der ebenfalls
vom Autor betreuten Masterarbeit von Jool3 [123] wurde das Modell um die Preisstruktur
fur Gewerbekunden mit Leistungspreisen erweitert. Der Fokus dieser Arbeit und der
genannten Veroffentlichungen liegt auf den resultierenden Netzbelastungen durch
optimierte, bidirektionale Elektrofahrzeuge.

Parallel dazu wurde zur Erldsbewertung der unterschiedlichen Use Cases ResOpt in ein
Datenbank-Framework (genannt eFlame: electric Flexibility Assessment Modelling
Environment) eingebettet. Der Grundstein fur eFlame wurde in [163] gelegt und das Modell
in [39] und [70] weiterentwickelt. Wobei in [70] zusatzlich Auswertungen und Berechnungen
zu Emissionen durch unterschiedliche Betriebsweisen durchgefihrt wurden, welche nicht
im Fokus dieser Arbeit stehen.

ResOpt wurde entwickelt, um eine aus Nutzersicht optimale Betriebsweise der flexiblen
Komponenten abzubilden. Der Bezugspunkt des Modells ist immer der Hausanschluss. Es
findet bei mehreren Wohneinheiten in einem Gebaude, also einem Hausanschluss, eine
gemeinsame Optimierung statt. Dieses Verhalten wurde bewusst so implementiert, um
einen klar definierten Punkt fur etwaige Netzbetreibereingriffe zu haben, der auch in
Ubereinstimmung mit der aktuellen Branchendiskussion ist [63, 164]. Zudem erlaubt es
diese Art der Implementierung, dass die Flexibilitdten in der Kundenanlage gesamthaft
optimiert werden. Das Optimierungsziel ist in allen Use Cases eine Maximierung der Erl6se.
Dies entspricht mathematisch einer Minimierung der Stromkosten, falls keine Erlése (z. B.
PV-Einspeisung) erzielt werden. Die unterschiedlichen Use Cases werden entsprechende
Uber Anpassungen in der Kosten- und Erl@sstruktur abgebildet.
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Die Umsetzung erfolgt mittels einer linearen Optimierung, welche generell mit Formel (6-3)
beschrieben werden kann. Dabei ist x der Entscheidungsvektor und ¢ der Koeffizienten-
vektor. Die Zielfunktion der Kostenminimierung wird sowohl von Gleichungen (Ax = b) als
auch Ungleichungen (Bx < d) beschrankt.

min cTx (6-3)

mitAx = b

Bx <d

6.4.1 Zielfunktion des Optimierungsmodells ResOpt

Die Zielfunktion von ResOpt zur Minimierung der Gesamtkosten bzw. zur Maximierung der
Erlése ist in Formel (6-4) beschrieben. Diese setzt sich aus den ins Netz eingespeisten und

aus dem Netz bezogenen Energiemengen zu den unterschiedlichen Preisen zusammen.

Die entsprechenden Energiemengen berechnen sich aus der Einspeise- (PtN’EinSp) sowie der

N,Bezu
P, 9)

Bezugsleistung: ( und der Zeitschrittdauer (At). Die Preise kdnnen je nach Use Case

und Szenario Uber die Zeit konstant oder variabel und unterschiedlich fur den Bezugs-
(pZ¢”9) und Einspeisefall (pf™?)
preisen (z. B. RLM-Kunden) die hochste auftretende Bezugsleistung (PN-Bezwgmaxy mit dem
Leistungspreis (p*P) multipliziert. In den Fallen ohne Spitzenlastkappung betragt der

Leistungspreis 0 €/kW und hat somit keinen Einfluss auf das Optimierungsergebnis.

sein. Zusatzlich hierzu wird bei Tarifen mit Leistungs-

Maxz ((pfinsp . PItV.EinSP _ pfezug . P:V,Bezug) . At — plP- PN,Bezug,max) (6-4)
teT

Zusatzlich wird ein Prioritatsfaktor (fF7°) eingefihrt, um bei gleichwertigen Zeitpunkten
aus Kostensicht eine frihestmdgliche Ladung des Elektrofahrzeugs anzureizen. Der
Prioritatsfaktor steigt Gber die Simulationsdauer konstant leicht an, um schlussendlich einen
Wert von 0,01 zu erreichen. Prinzipiell kann durch Anderung eines Parameters auch ein
fallender Prioritatsvektor definiert werden, falls dies fir Use Cases relevant ist. Dieser Faktor
wird mit der Ladeleistung (PEF#£*®€™ und Entladeleistung (PEF#EmHa4em) des Elektrofahr-

zeugs multipliziert. Somit ergibt sich die in Formel (6-5) beschriebene Gesamtbedingung

Einspeisung _ pN,Einsp Bezug . pN.Bezug\ | LP . pN,Bezugmax
Maxz ((pt P, —p; P, ) - At— ptP-P 9

teT (6_5)
_ fPrio_ (PfFZ,Laden_l_ PfFZ,Entladen))

In Abbildung 6-4 ist eine schematische Ubersicht Gber das Optimierungsmodell sowie die
unterschiedlichen  Entscheidungsvariablen und EingangsgroBen dargestellt. Die
Entscheidungsvariablen werden im nachsten Abschnitt im Detail beschrieben. Aus
Ubersichtlichkeitsgriinden wird sowohl bei der Beschreibung der Zielfunktion als auch in
der Abbildung nur ein Elektrofahrzeug dargestellt, auch wenn mehrere je Hausanschluss
maoglich sind und dann entsprechend die Summe der Leistung relevant ist. Die im folgenden
beschriebenen Randbedingungen gelten jeweils je Elektrofahrzeug.

76



Verteilnetzmodell mit linearer Optimierung zur Bestimmung des Flexibilitéitseinsatzes
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Abbildung 6-4:  Schaubild des Optimierungsmodells ResOpt und der zugehdrigen
Entscheidungsvariablen und EingangsgréBen nach [160]

6.4.2 Entscheidungsvariablen und Eingangsdaten

Zur Beschreibung des Optimierungsproblems mit ResOpt werden fur die unterschiedlichen
Komponenten folgende Entscheidungsvariablen definiert und entsprechend begrenzt. Die
Entscheidungsvariablen betreffen Uberwiegend die Leistungen der Komponenten sowie die
Energieinhalte der unterschiedlichen Energiespeicher. Eine Zusammenfassung der Ent-
scheidungsvariablen ist in Tabelle 6-1 zu finden. Die Entscheidungsvariablen sind zur
besseren Verstandlichkeit in den Formeln fett gedruckt.

Tabelle 6-1: Definition der Entscheidungsvariablen und der zugehérigen Grenzwerte
Beschreibung Entscheidungsvariable Untere Grenze  Obere Grenze  Einheit
Ladeleistung EFZ pEFZLaden 0 PpEFZLadenmax KW
Entladeleistung EFZ pEFZEntladen 0 pEFZEntladenmax |y
t
Energieinhalt EFZ EEFZ 0 EEFZBat-Kap KWh
Ladeleistung BS ppStaden 0 pBs,Laden,max KW
Entladeleistung BS pBSEntladen 0 pBSEntladen,max KW
t
Energieinhalt BS EBS 0 [EBS.Bat-Kap KWh
Leistung WP PP 0 pwPmax KW
Energieinhalt WS ws QWsmin QWsmax KWh
PV-Abregelung prv-AbT 0 70 94 PPV.inst KW
Netzbezug pPerua 0 0 KW
Netzeinspeisung plVEmspetsung 0 o0 kw
Spitzenleistung pN.Bezugmax 0 0 KW
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6.43  Randbedingungen der Optimierung

In diesem Abschnitt werden die unterschiedlichen Randbedingungen der Komponenten in
der Optimierung beschrieben.

Hausanschluss

Wie in Abbildung 6-4 dargestellt, gibt es innerhalb des Hausanschlusses mehrere Erzeuger
und Verbraucher, deren Leistung in Summe null ergeben muss, da sich die Summenleistung
an einem Knotenpunkt stets ausgleichen muss. Neben der flexiblen Leistung, welche durch
die Entscheidungsvariablen abgedeckt wird, muss stets auch die benétigte statische
Summenleistung des Hausanschlusses bereitgestellt werden. Diese Leistung kann sich, wie
bereits beschrieben, aus mehreren Komponenten wie Haushalten, GHD-Einheiten aber
auch bedarfsgesteuerten Flexibilitdtsoptionen, wie Warmepumpen oder elektrischen
Speicherheizungen, zusammensetzen. Zur Einhaltung der Knotenregel wird die Energie-
erhaltungs-Nebenbedingung eingefligt, welche in Formel (6-6) beschrieben ist.
PN.Einspeisung +PtHA,stat +PfV'Abr+PfFZ’Laden+ PfS,Laden_I_ P{(VP

t
6-6
PiV,Bezug + PtPV + PfFZ,Entladen + PfS,Entladen VtET (6-6)

Der Gesamtverbrauch setzt sich aus der Netzeinspeisung (P"57P¢5%9)  dem statischen

Verbrauch (P45t der abgeregelten PV-Leistung (P"4""), der Elektrofahrzeug-
(PEVLademy nd Batteriespeicherladeleistung (PESF@4e™)
(P/"P) zusammen. Die positive Seite besteht aus dem Netzbezug, der maglichen PV-

Leistung (PF¥) und den Entladeleistungen der Elektrofahrzeuge (PEF#Entiaden)
(PBS,Entladen)
t

sowie der Warmepumpenleistung

und des

Batteriespeichers . Alle Leistungen sind stets groBer oder gleich null.

Elektrofahrzeuge

Fur die Elektrofahrzeuge gelten zusatzlich die folgenden Randbedingungen. Diese kdnnen
nur ge- oder entladen werden, wenn das Elektrofahrzeug am entsprechenden Ladeort, also
zu Hause oder am Arbeitsplatz, angesteckt (engl.: connected: ConnEF#) ist. Zur Einhaltung
dieser Bedingung wird der Ansteckvektor (null oder eins) je Fahrzeug mit der maximalen
Lade- (PEFZLadenmax) 7y Entladeleistung (PEFZEntladenmaxy myltipliziert und somit in
den Féllen, in denen das Elektrofahrzeug nicht angesteckt ist, die Leistung auf null begrenzt
(siehe Formel (6-7) bzw. (6-8)).

PfFZ.Laden < ConanZ i PEFZ,Laden,max' VteT (6-7)

PfFZ,Entladen < COTlTlfFZ . PEFZ,EntLaden,max, VitET (6-8)

Die zweite Randbedingung der Elektrofahrzeuge bestimmt die gespeicherte Energiemenge
in der Batterie, welche sich stets aus der fiir die Fahrten verbrauchten (EEFZFa™t) der am
Ladeort geladenen und entladenen Energiemenge und der im Zeitschritt zuvor
gespeicherten Energiemenge berechnet. Bei der geladenen und entladenen Energiemenge
missen zudem die Wirkungsgrade (nEFZLaden 7y nEFZEntladen) hor(jcksichtigt werden.
Zusatzlich kann in Ausnahmeféllen, wenn die Batteriekapazitat nicht ausreicht, auch
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sffentlich geladen werden (EFF#0¢/7-1a4€m) yas ebenfalls in der folgenden Randbedingung

beachtet wird. Die Energiemenge in der Fahrzeugbatterie berechnet sich somit nach
Formel (6-9).
EFZ,Entladen

) ot

EFZ _ pEFZ EFZLaden EFZlLaden _ _t
Ey"* =EZf + <Pt n nEFZEntladen

(6-9)

_ EfFZ,Fahrt + EtEFZ,Oeff_ladenIVt € {2' ...,T}

Die folgenden beiden Randbedingungen dienen dazu, zwei im Rahmen des BDL-Projekts
definierte Pramissen abzubilden. Erstens sollte der Ladezustand des angesteckten Elektro-
fahrzeugs immer mindestens 30 % betragen, was als Sicherheits-SOC (SOCEF#Sicherheit)
bezeichnet wird. Wenn das Elektrofahrzeug mit einem niedrigeren Ladezustand an die
Ladestation angesteckt wird, wird es mit maximaler Leistung bis zu diesem Sicherheits-SOC
geladen, um ein Minimum an Mobilitdt zu gewahrleisten. Der Energiepuffer (EFF2P*/7€T)
beinhaltet genau die Energiemengendifferenz aus dem Energieinhalt beim Anstecken
zuzUglich der in diesem Zeitschritt geladenen Energiemenge und der Zielenergiemenge. Es
ist auf Grund der begrenzten maximalen Ladeleistung (PEFZLadenmax) nicht immer maglich
direkt innerhalb eines Zeitschritts in der Optimierung den gewiinschten SOC zu erreichen.
Uber dieses Hilfskonstrukt wird jedoch sichergestellt, dass ab dem Anstecken bis zum
Erreichen des Zielwerts mit maximaler Leistung geladen wird. Die mathematische

Beschreibung hierzu erfolgt nach Formel (6-10).
Efpz n Esz,Puf fer > SOCEFZSicherheit . pEFZ,Bat-Kap . ConanZ, vteT (6-10)

Zweitens sollte der bei Abfahrt (AbfahrtEF?) der Ladezustand immer mindestens einen
vom Nutzer z. B. mittels einer App definierten Wert (SOCEFZAbfahrty hapen. Dieser Wert
wird far die Simulation auf 70 % gesetzt. Die Variable (EFF#P*/7¢™y wird hinzugefugt, um
zu gewabhrleisten, dass das Optimierungsproblem I8sbar ist, falls die verfligbare Ladedauer
nicht zum Erreichen des gewtinschten SOC ausreichend ist. In diesem Fall erlaubt der Puffer
ein Unterschreiten des gewahlten SOC und sorgt gleichzeitig dafiir, dass wahrend der
gesamten Ansteckdauer mit maximaler Leistung geladen werden muss, um die

Randbedingung (siehe Formel (6-11)) einzuhalten.
EEFZ + EfFZ.Puffer > SOCEFZAbfahrt . pEFZ,Bat-Kap -AbfahrthZ VteT (6-11)

Die Puffer werden vor der Optimierung in einer Referenzsimulation — Direktladen mit
maximaler Leistung — berechnet. Ebenfalls werden bei dieser Simulation die zusatzlich
offentlich zu ladenden Energiemengen (EFF#0¢/7-1a€m) herechnet. Es wird nur dann
offentlich geladen, wenn in der beschriebenen Referenzsimulation die Energiemenge nicht
zur Abdeckung einer Fahrt ausreicht. In diesem Fall wird so viel geladen, dass bei Ankunft

am Ladeort (zu Hause/am Arbeitsplatz) der Sicherheits-SOC erreicht ist.

Als letzte Randbedingungen gilt bei den Elektrofahrzeugen und allen weiteren Speichern,
dass am Simulationsende gleich viel Energie in den Speichern sein soll, wie zu
Simulationsbeginn. Der initiale Speicherinhalt wird mittels einer Initialisierungssimulation
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Uber eine Woche und zwei Tage berechnet und die Ergebnisse der letzten beiden Tage
nicht bertcksichtigt. Somit kénne sowohl wochenzeitliche Schwankungen als auch die
unterschiedlichen Resultate der Optimierungen bertcksichtigt werden. Uber diese
Initialisierung werden auch die initialen Ladezustdnde der Batterie- und Warmespeicher,
sofern vorhanden, bestimmt.

Bei der Modellierung der Elektrofahrzeuge wird keine Selbstendladung betrachtet, da diese
bei den heute verwendeten Batterien im Bereich von wenigen Prozent pro Monat liegt [165].

Batteriespeicher

Die Randbedingungen des Batteriespeichers sind prinzipiell anlog zu denen der
Elektrofahrzeuge, allerdings auf Grund der dauerhaften Verflgbarkeit und der nicht
vorhandenen Bedarfe fiir Fahrten deutlich einfacher. Aus diesem Grund ist nur die Energie-
Randbedingung aus Formel (6-12) relevant. Diese beschreibt, dass die aktuell gespeicherte

Energiemenge (EES) der Energiemenge aus dem Zeitschritt zuvor (EES)) und der ge-

BS,Entladen

R BS,Laden , _BS,Laden Lt
/entladenen Energie (P, n At bzw. BS Enladen

At) entspricht.

PBS,Entladen
BS,Lad t
E?S — Effl 4+ <Pt aden | nBS,Laden _ W) . At, vVt € {2, ".’T} (6_‘]2)
Zusatzlich hierzu muss, analog zu den Elektrofahrzeugen, der Speicherinhalt im letzten
Zeitschritt dem des ersten Zeitschritts entsprechen. Weiterhin wird wie bei den
Elektrofahrzeugen keine Selbstentladung der Speicher abgebildet.

Warmepumpen und Warmespeicher

Fur die Warmepumpe und den zugehdrigen Warmespeicher gibt es analog zum
Batteriespeicher nur die Energie-Randbedingung (siehe Formel (6-13)), wobei zusatzlich der
thermische Warmebedarf (Qff) und die Speicherverluste gedeckt werden mussen. Die
Verluste sind dabei abhéngig vom Speicherinhalt und dem Verlustfaktor (VEWS). Zur
Berechnung der thermischen Leistung wird die elektrische Warmepumpenleistung (PVF)
mit der Arbeitszahl (COPY'F) multipliziert. Der COP ist ein MaB der Effizienz der Wéarme-

pumpe und beschreibt das Verhaltnis von Warmeleistung zu elektrischer Leistung.

S = QWS + (PYP- corPl® — Qff — QIS - VF"S) At, vt €{2,..,T} (6-13)

Zusatzlich muss auch der Warmespeicher am Ende der Simulation den gleichen
Energieinhalt wie zu Beginn haben.

PV-Anlagen

Die letzte Randbedingung stellt die Einhaltung der Spitzenlastkappung der PV-Anlagen
nach § 9 EEG 2017 sicher. Hierbei durfen PV-Anlagen, die nicht Gber eine Fernwirktechnik
vom VNB abgeregelt werden, nur maximal 70 % ihrer installierten Leistung (0,7 - PPV:inst)
ins Netz einspeisen. Diese Grenze gilt nach Abzug des Eigenverbrauchs und wird mittels
Formel (6-14) umgesetzt. Falls auch Elektrofahrzeuge und Batteriespeicher ins Netz
einspeisen, wird die die Bedingung gemaB Formel (6-15) erweitert.
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PiV,Einspeisung S0,7 . PPV,inst YVt € T (6_’]4)

P::V,Emspelsung S0,7 . PPV,inst + Pf'V,Entladen_I_ PfS,Entladen’Vt eT (6-15)

6.4.4  Rollierende Optimierung zur Verkirzung der Rechenzeit

Da die Rechenzeit der Optimierung neben der Anzahl der zu optimierenden Komponenten
und Entscheidungsvariablen auch malgeblich vom gewahlten Zeitraum abhéangig ist,
wurde in [163] nach [166] eine rollierende Optimierung umgesetzt. Der Simulationszeitraum,
z. B. ein Jahr, wird dabei in mehrere Optimierungszeitraume unterteilt, welche nacheinander
berechnet werden. Um konsistente Ergebnisse zu erhalten und Randeffekte zu vermeiden,
werden die Optimierungszeitrdume Uberlappt, wie in Abbildung 6-5 dargestellt ist. Es
erfolgt zunachst eine Optimierung Uber einen Betrachtungshorizont (30 Tagen). Die
nachste Optimierung startet jedoch bereits nach einer Schrittweite (18 Tage) und nicht nach
dem Ende des ersten Betrachtungshorizonts (30 Tage). Die Schrittweite ist somit kleiner als
der Betrachtungshorizont, welcher sich aus Schrittweite und Uberlappungszeitraum
zusammensetzt. Der Uberlappungszeitraum dient dazu, dass die Ergebnisse konsistent
bleiben. Bei jeder weiteren Optimierung bilden die Ergebnisse aus der vorherigen
Optimierung die Startwerte. So werden statt der initialen Energieinhalte die Energieinhalte
des letzten Zeitschritts der Schrittweite der vorherigen Optimierung verwendet. Dieses
Vorgehen wird so lange wiederholt, bis der komplette Simulationszeitraum betrachtet
wurde.

Simulationszeitraum

. .......................... —.
Betrachtungshorizont
1. Optimierung ¢ - ¢
Schrittweite
Betrachtungshorizont
2. Optimierung . - ®

Schrittweite

Abbildung 6-5:  Schematische Darstellung der unterschiedlichen Zeitraume der
rollierenden Optimierung nach [163, 166]

In [123] wird gezeigt, dass ein Uberlappungszeitraum von zwolf Tagen fir die hier
betrachteten Optimierungen ausreichend ist, um nahezu identische Ergebnisse wie bei
einer Optimierung Uber den gesamten Zeitraum zu erhalten. Ebenso wurde mittels
Sensitivitaten ermittelt, dass 18 Tage als Schrittweite einen geeigneten Wert fur die hier
betrachteten Simulationen hinsichtlich der Rechenzeit darstellen.
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6.5 Integration von Netzrestriktionen in die Optimierung

Fur eine netzorientierte Optimierung wird zusatzlich die Netzauslastung in das
Optimierungsmodell integriert. Hierzu werden im Folgenden zwei unterschiedliche Use
Cases und deren Umsetzung beschrieben. Die erste Variante sorgt durch variable
Netzentgelte, welche sich an der Netzauslastung orientieren, fir einen finanziellen Anreiz
zur Flexibilitdtsnutzung [62]. Bei dieser Variante handelt es sich um eine praventive
MalBnahme. Im Gegensatz dazu werden in der zweiten Variante im Falle von Netziber-
lastungen, analog zum Modell der Spitzenglattung [63], Leistungsbegrenzungen durch den
Netzbetreiber vorgegeben, welche einzuhalten sind. Die maximale Hohe der Leistungs-
limitierung wurde zuvor abgestimmt und vertraglich festgehalten. Dieses Modell stellt eine
Weiterentwicklung der steuerbaren Verbrauchseinrichtungen nach §14a EnWG dar. Diese
Umsetzung ist somit als kurative MaBnahme, bei der bereits bestehende Engpasse behoben
werden, einzuordnen [71]. Im Modell wird dies Uber zusatzliche Randbedingungen
abgebildet.

6.5.1 Praventive Netzengpassbehebung

Die Abbildung der praventiven Netzengpassbehebung erfolgt in Form von variablen
Netzentgelten. Zur Integration dieser in das vorgestellte Optimierungsmodell ist keine
Anpassung des Modells selbst, sondern lediglich der EingangsgréB3en, in diesem Fall der
Preiszeitreinen, notwendig. Die Preise flr die Optimierung setzen sich aus den drei
Bestandteilen, Energiepreise, Netzentgelte und die sonstigen Abgaben und Umlagen
zusammen. Somit werden fir die Abbildung von variablen oder dynamischen Netz-
entgelten die ansonsten statisch angenommenen Netzentgelte dynamisiert [71]. Die
folgende Methode wurde bereits in [167] veroffentlicht.

Die Bestimmung der variablen Netzentgelte zur Behebung von lokalen Engpassen orientiert
sich an einer Prognose der Residuallast am Transformator. In Abhangigkeit der Prognose
werden die Netzentgelte entsprechend angepasst. Fur die Auslastungsprognose werden
drei Methoden mit steigender Komplexitat integriert. Eine Ubersicht der Modell-
erweiterungen und der unterschiedlichen Prognosemethoden sowie deren benétigte
Eingangsdaten ist in Abbildung 6-6 dargestellt.

Die erste Methode bestimmt die Auslastung auf Basis der statischen Lastgange und
bertcksichtigt die Flexibilitdtsoptionen, welche mit ResOpt berechnet werden, nicht
(Stat. Prog.). Dieses Vorgehen ist an die heutigen Methoden der Netzbetreiber angelehnt,
die die bisherige Last gut kennen und basierend auf historischen Messwerten oder
Standardlastprofilen eine Prognose erstellen.

Die zweite Variante (Flex. Prog.) bertcksichtigt die zusatzliche Last der Flexibilitatsoptionen
(Elektrofahrzeuge), die Lastgange werden jedoch basierend auf der typischen Betriebsweise
(Bedarfsgefuhrt) bestimmt. Diese Prognose ist somit gut geeignet, wenn wenige
Flexibilitaten vermarktet oder bewusst gesteuert werden und zusatzlich die Auslastung nur
selten zu abweichenden Netzentgelten fihrt, auf die die Flexibilitdten reagieren. In diesen
beiden Fallen ist das variable Netzentgelte stets fiir alle Hausanschlisse (HA) gleich.
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Im dritten Fall (Dyn. Prog.) wird die Residuallast zunachst basierend auf der ersten Methode
bestimmt und die Prognose nach jedem optimierten Gebdude angepasst. Um ein moglichst
gutes Abbild der Residuallast fiir die Berechnung der variablen Netzentgelte zu erhalten,
werden zunachst alle HA optimiert, die nicht auf die variablen Netzentgelte reagieren.
AbschlieBend werden dann die weiteren HA mit jeweils leicht unterschiedlichen Netzent-
gelten optimiert. Dieses Modell beschreibt ein mogliches zukinftiges Energiesystem, in
dem Fahrplane fur Flexibilitatsoptionen erstellt und entsprechend dem Verteilnetzbetreiber
kommuniziert werden. Mittels dieses Systems ist es somit moglich die Netziberlastungen
bedarfsgerechter zu identifizieren. In diesem vereinfachten Modell erfolgt je Hausanschluss
eine einmalige Optimierung und anschlieBende Meldung des Fahrplans der Flexibilitats-
optionen. Durch die Iteration Uber die beteiligten HAs und die erneute Berechnung der
variablen Netzentgelte variieren diese von HA zu HA leicht.

1. Stat. Lastgénge (Stat. Prog.)
li . > Auslastungsprognose
Mode lerung w 2. Stat. Flex. Lastgange (Flex. Prog.) Transformator
der statischen > 5
Lastgédnge 3. Opt. Flex. Lastgange (Dyn. Prog.) ﬁ@ AN
g |
\ 4
Optimierung der ? _ @ Berechnung variabler
] Flexibilitatsoptionen (é% AT Netzentgelte

Abbildung 6-6:  Uberblick der Erweiterungen des Simulationsmodells zur Bestimmung
der variablen Netzentgelte und der drei Prognosearten fir die
Transformatorauslastung sowie die bendtigten Eingangsdaten

Im implementierten Modell werden zwei Grenzwerte der Transformatorauslastung definiert,
bei denen die Netzentgelte angepasst werden. Durch die Maoglichkeit, dass diese
Auslastungen entweder im Last- oder Einspeisefall erreicht werden, ergeben sich finf
Bereiche. Der erste Bereich ist der Normalbereich, bei dem die Auslastung des
Transformators nicht im kritischen Bereich liegt. In diesem Bereich gelten die tblichen
Netzentgelte. In den kritischen Bereichen, also wenn die Auslastung oberhalb des
definierten Grenzwerts (z. B. 70 % liegt), wird das Netzentgelt im Lastfall verdoppelt und im
Einspeisefall auf O ct/kWh gesetzt. Der entsprechende Netzentgeltfaktor (Fe, in diesem Fall
100 %), mit dem die Netzentgelte berechnet werden, kann beliebig parametrisiert werden.
Somit ist in beiden Fallen, also bei zu hoher Last oder Einspeisung, der absolute Anreiz im
Verhaltnis zum Netzentgelt gleich groB. Diese Anpassung dient dazu, die Transformator-
auslastung in den unkritischen Bereich zurlickzufiihren. Im Falle einer prognostizierten
Transformatortberlastung wird das Netzentgelt im Lastfall erneut um denselben Faktor
erhoht und erreicht somit im Beispiel das Dreifache des Ursprungswerts. Analog dazu wird
im Einspeisefall das Netzentgelt weiter reduziert und zum Anreizen von zusatzlichem Bezug
in Summe negativ. Somit wird je bezogener Kilowattstunde das urspriingliche Netzentgelt
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erstattet. Dieser Anreiz von Bezug foérdert somit einen lokalen Verbrauch und soll
Netzausbau vermeiden. Die Preisbestimmung ist schematisch in Abbildung 6-7 dargestellt.

Auslastung/

in % NEg, - (1+2 - Fyg)
100 %
G NE;, - (1 + Fye)
TA
NEfix
> NE;,
t fi
G
" NEg, " (1 -Fye)
-100 %
NEq, - (1-2-Fye)

Abbildung 6-7:  Schematische Darstellung zur Bestimmung der variablen Netzentgelte in
Abhangigkeit von der Transformatorauslastung

Die Tarithdhen sind frei konfigurierbar und sollten vor einer etwaigen Umsetzung in der
Praxis mittels weiterer Forschung und hinsichtlich sonstiger regulatorischer Gesichtspunkte,
wie beispielsweise der Diskriminierungsfreiheit, genauer untersucht werden. Die Wahl der
Preise ist nicht Fokus dieser Dissertation.

In Abbildung 6-8 sind fiir einen exemplarischen Tag die gultigen Preise (oben), bestehend
aus den fixen Umlagen und Abgaben, dem mittleren Netzentgelt und den Spotmarkt-
preisen, dargestellt. Zudem sind die resultierenden Transformatorlastgdnge und deren
Zusammensetzung aus der statischen und der optimierten Last, unterteilt in Lade- und
Entladeleistung, abgebildet. Die Abbildung 6-8 zeigt sowohl das realistische Szenario (siehe
Abschnitt 7.2) mit fixem Netzentgelt als auch die Varianten der variablen Netzentgelte
basierend auf der flexiblen (Flex. Prog.) und dynamischen Prognose (Dyn. Prog.). Im
realistischen Szenario (Real, links), steigt die Last abends an und der Transformator wird in
wenigen Zeitschritten Uberlastet. In der mittleren Darstellung (Flex. Prog.) herrschen zu
diesen Zeiten hohere Netzentgelte und die Ladung der Elektrofahrzeuge wird spater
durchgefihrt. Ebenso zeigt sich eine Entladung in Zeiten mit hohen Netzentgelten. Diese
Effekte fihren dazu, dass die Transformatorauslastung in den prognostizierten kritischen
Zeitschritten deutlich abgesenkt werden kann und zumeist unterhalb der Auslastungs-
schwelle von 60 % bleibt, ab der die erste Preiserhdhung stattfindet. Allerdings steigt die
Last abrupt an, sobald die Netzentgelte wieder auf dem Normalniveau sind, und fihrt fast
zu einer Transformatoruberlastung. Im dritten Fall (Dyn. Prog.), welcher die Lastgange der
bereits optimierten Flexibilitdtsoptionen iterativ berlcksichtigt, wird die Last besser
vergleichmaBigt und eine zusatzliche Lastspitze kann vermieden werden.
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Abbildung 6-8:  Preisstruktur inkl. variabler Netzentgelte und resultierender Lasten fur ein
Uberlastetes Netz an einem Beispieltag. Links: realistisches Szenario mit
fixen Netzentgelten, Mitte: variable Netzentgelte mit Flex. Prog, rechts:
variable Netzentgelte mit Dyn. Prog. Nach [167]

6.5.2 Kurative Netzengpassbehebung

Die zweite Variante zur Beachtung der Netzauslastung in der Optimierung ist eine kurative
MaBnahme. Das Modell der Spitzenglattung nach [63] fokussiert sich ausschlieBlich auf Falle
mit zu hohen Lasten. Eine Ausregelung von einspeisebedingten Uberlastungen ist somit
nicht Ziel des Modells. Die Modellierung orientiert sich am Referentenentwurf des ,Gesetzes
zur zUgigen und sicheren Integration steuerbarer Verbrauchseinrichtungen in die Verteil-
netze und zur Anderung weiterer energierechtlicher Vorschriften (Steuerbare-Verbrauchs-
einrichtungen-Gesetz — SteuVerG)” aus dem Jahr 2020 [168], welcher jedoch kurz nach der
Konsultationsfrist vom damaligen Bundeswirtschaftsminister Peter Altmaier zurlck-
genommen wurde.

Im Modell der Spitzenglattung wird die Leistung in unbedingte und bedingte Leistung
unterteilt. Die unbedingte Leistung steht den Kunden immer zur Verfigung und ist
entsprechend teuer. Die bedingte Leistung, kann hingegen in Zeiten von Netzengpassen
vom Netzbetreiber reduziert werden und ist deswegen glnstiger. Fur die Bestimmung der
bedingten Leistung ist entscheidend, ob die Flexibilitdtsoptionen direkt gesteuert werden
(.teilflexibler Kunde”) oder das Steuersignal fiir den gesamten Hausanschluss gilt. Bei der
Einzelanlagensteuerung wird durch den Kunden somit bedingte und unbedingte Leistung
nur fur den Bezug der Flexibilitdtsoption bestellt. Es findet eine Betrachtung unabhangig
der Ubrigen Verbraucher statt. Bei vollflexiblen Kunden bezieht sich die Bestellung hingegen
auf den Netzanschluss. Im Rahmen dieser Arbeit wird hierfur je Hausanschluss mindestens
eine unbedingte, also nicht reduzierbare, Leistung in Hohe von 5 kW angenommen. Falls
bei einem Hausanschluss die Jahreshdchstlast der unflexiblen Verbraucher tber 5 kW liegt,
wird dieser Wert (optional mit einem Sicherheitsaufschlag) als unbedingte Leistung
verwendet. Als bedingte Leistung wird, sofern nicht anders beschrieben, die Summen-
leistung der Flexibilitdtsoptionen verwendet. Batteriespeicher, deren Primarzweck die
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Erhéhung des PV-Eigenverbrauchs ist und nicht in das 6ffentliche Netz einspeisen, werden
in der Berechnung der Summenleistung nicht mit einbezogen. Sofern die Batteriespeicher
jedoch vermarktet werden, wird deren Leistung berucksichtigt.

Zur Umsetzung des Modells der Spitzenglattung in GridSim, muss auf Grund des kurativen
Charakters der Ablauf der Simulation (siehe Abbildung 6-1) erweitert werden, um auf den
Netzzustand reagieren zu kdnnen. Hierzu werden weitere Bedingungen und Funktionen in
das Modell integriert. Eine Ubersicht des Ablaufs einer Simulation mit Spitzenglattung ist in
Abbildung 6-9 dargestellt. Eine detaillierte Beschreibung der Integration in das Modell
findet sich in der vom Autor betreuten Masterarbeit von Rodler [65] und wurde bereits in
veroffentlicht [169]. Der Beginn der Simulation bleibt identisch und nach der Optimierung
der Hausanschusse wird wie bislang je Zeitschritt eine Lastflussberechnung durchgefihrt.
Nach der Lastflussberechnung erfolgt nun eine Uberprifung des Netzzustandes. Es wird
gepruft, ob ein oder mehrere Betriebsmittel (Transformator oder Leitung(en)) Uberlastet
sind oder an mindestens einem Hausanschluss die Spannung unterhalb des erlaubten
Bereichs liegt. Weitere Details zu den Grenzwerten, welche Uber Parameter eingestellt
werden kénnen, sind in Kapitel 7 beschrieben.

Nachster Zeitschritt**
. l Nein
Flgxﬁ)éliﬁ;rs%n%gs;n Lastgange | Lastflussberechnung | Stréme und Netzlber- é;
P & (aktueller Zeitschritt) | Spannungen lastung?

(TJahr) &

modifizierte
Lastgange &

Optimierung der s
Flexibilitatsoptionen Reduktion VNB-Limit* 1Er
unter Beachtung des VNB-Limit (aktueller Zeitschritt) | ¥
VNB-Limits (2 Tage)

* Falls Minimum oder maximale Eingriffsdauer erreicht: néchster Zeitschritt
** Falls keine weiteren Zeitschritte vorhanden: Simulationsende

Abbildung 6-9:  Ablaufbild der Implementierung der Spitzenglattung in GridSim

Im Falle einer Netziberlastung erfolgt im nachsten Schritt die Anwendung der
Spitzenglattung. Hierzu wird die bedingte Leistung in drei Stufen in Anlehnung an das
Einspeisemanagement bei EE-Anlagen auf 60 %, 30 % oder 0 % reduziert. Die Reduktion
beginnt mit der ersten Stufe und wird bei Bedarf schrittweise erhdht. Aus Griinden der
Laufzeitverbesserung, wird mittels der Summe der Wirkleistungen aller Hausanschlisse und
dem verfigbaren Flexibilitatspotenzial eine Auslastungsprognose des Transformators
bestimmt und somit ggf. eine Reduktionsstufe Gbersprungen.

Vor der erneuten Optimierung unter Beachtung der gewahlten Reduktionsstufe wird
geprift, ob die Reduktion an diesem Tag noch zuldssig ist, da je Kalendertag nur eine
begrenzte Eingriffsdauer erlaubt ist. Diese Eingriffsdauer berechnet sich aus der
Reduktionsdauer und -héhe und darf maximal zwei Stunden bei vollstandiger Reduktion
betragen. Eine Reduktion auf 60 % darf entsprechend fiinf Stunden aktiv sein. Die
Reduktion gilt fir das gesamte Niederspannungsnetz und wird nicht detaillierter auf
Teilnetze oder einzelne Hausanschlisse angewendet.
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Sofern die bestimmte Reduktionsstufe (FRé%) erlaubt ist, werden im nachsten Schritt die
entsprechenden Randbedingungen der Optimierung gesetzt. Im Falle des vollflexiblen
Kunden, mit Limitierung der Bezugsleistung am Hausanschluss, wird der Netzbezug
(PN'Pe79) welcher sich aus der unbedingten (P*™?) und bedingten Leistung (P?¢%)

zusammensetzt, entsprechend Formel (6-16) limitiert.

PItV,Bezug < Punb. + Pbed. . F{Eed YVt € T (6_16)

Bei teilflexiblen Kunden erfolgt die Limitierung der Leistung je Flexibilitatsoption (P¥9) in
Abhéngigkeit lhrer installierten bzw. bestellten Leistung ( PFit) entsprechend Formel
(6-17).

Pfo < proinst. . pRed yreT (6-17)

Unter Beachtung dieser zusatzlichen Randbedingungen wird nun eine erneute Optimierung
fur 48 Stunden durchgefiihrt. Die Optimierung ist notwendig, da durch die Reduktion im
aktuellen Zeitschritt in den meisten Use Cases der Leistungsbezug in spatere Zeiten
verschoben wird. Lediglich, bei V2G kann es sein, wenn die Limitierung zu Zeiten von
gunstigen Preisen aktiv ist, dass ein spateres Laden nicht kostenoptimal ist und deswegen
eine spatere Ruckspeisung nicht stattfindet. In allen Fallen hat jedoch die Limitierung
Auswirkungen auf die folgenden Zeitschritte. Voranalysen haben gezeigt, dass bei einer
Optimierungszeit von 48 Stunden nur noch sehr geringe Abweichungen zu gréfReren
Zeitraumen auftreten, aber die Rechenzeiten wesentlich kirzer ist [65]. Im Gegensatz zur
beschriebenen Optimierung der nutzerorientierten Use Cases werden zusatzliche Rand-
bedingungen fur die Speicherfiillstande im letzten Zeitschritt vorgegeben. Die Speicher-
fullstdnde mussen nach der erneuten Optimierung unter Beachtung der Spitzenglattung im
letzten Zeitschritt gleich sein wie, die Speicherfillstande der Referenzsimulation in diesem
Zeitschritt. Uber diese Zusatzbedingung wird gewahrleistet, dass die neuen Lastgénge in
die zuvor bestimmten Jahreslastgange eingefligt werden kénnen. [169]

6.6 Blindleistungsregelung

Neben den beschriebenen Mdoglichkeiten zur Modellierung der Wirkleistung mittels
Steuerungen oder Optimierungen verfugt das Simulationsmodell GridSim auch Uber
unterschiedliche Maglichkeiten, um das Blindleistungsverhalten der umrichtergekoppelten
Anlagen zu modellieren. Aufbauend auf den Vorarbeiten aus [149] und [86] sind folgende
Methoden in GridSim verfugbar:

e Konstanter Leistungsfaktor: cos ¢

e Wirkleistungsabhangiger Leistungsfaktor: cos @(P)

e Spannungsabhangiger Leistungsfaktor: cos ¢(U)

e Spannungsabhangige Blindleistung bei Wirkleistung ungleich null: Q(U)
e Spannungsabhangige und wirkleistungsunabhangige Blindleistung: Q(U)
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Diese unterschiedlichen Methoden sind mit Ausnahme der letztgenannten auch Teil der
VDE-AR-N4105 — Erzeugungsanlagen am Niederspannungsnetz und kdnnen entsprechend
vom Netzbetreiber vorgeschrieben werden [72].

Fur die Analysen wird bei aktiver Blindleistungsregelung die Kennlinie gemaf
Abbildung 6-10 verwendet. Zur Spannungsanhebung wird bis zu einer Spannung von
0,95 pu maximal kapazitive Blindleistung erzeugt. Zwischen 0,95 und 0,97 pu sinkt die
Blindleistungsbereitstellung linear auf 0. Bei zu hoher Spannung wird die Kennlinie
entsprechend gespiegelt mit den Stitzwerten 1,03 und 1,05 pu abgebildet. Es wird die
Methode der spannungsabhangigen Blindleistung bei aktivem Betrieb (Wirkleistung # 0)
angewendet. Eine detaillierte Beschreibung der Modellierung ist in [86] zu finden.
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Abbildung 6-10: Kennlinie der spannungsabhangigen Blindleistungsregelung (Q(U)) nach
[86]

6.7 Lastflussberechnung

Die Lastflussberechnung erfolgt wie in den Vorarbeiten mittels des Lastflussberechnungs-
programms OpenDSS [148, 151]. OpenDSS ist ein Simulationsmodell zur Berechnung von
Verteilnetzen und wurde vom ,Electric Power Research Institute” entwickelt [87]. Bei der
Ansteuerung von OpenDSS aus GridSim werden die Lasten je Zeitschritt mit Wirk- und
Blindleistungswerten belegt (PQ-Lasten) und von OpenDSS eine Lastflussberechnung
mittels Newton-Raphson Verfahren durchgefiihrt. Das Konvergenzverfahren wird bei einer
maximalen Abweichung von 0,01 % oder bei mehr als 75 Iterationsschritten abgebrochen,
falls das Problem nicht konvergiert [86]. Die Auswahl die Lastmodellierung mit fixen Wirk-
und Blindleistungswerten im Gegensatz zu fixen Stromwerten (Ul-Modell) durchzufuhren,
begrindet sich durch den Fokus auf umrichtergekoppelten Anlagen, die den Strom
entsprechend der Leistung anpassen konnen. Die Berechnungsergebnisse, welche
samtliche Stréme, Spannungen und Netzverluste beinhalten, werden von OpenDSS an
GridSim zurdckgegeben.
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6.8 Zusammenfassung

Die vorgestellten Erweiterungen im Energiesystemmodell flr Verteilnetze GridSim
ermoglichen eine Analyse unterschiedlicher Use Cases fiir den Einsatz von Flexibilitats-
optionen wie beispielsweise (bidirektionalen) Elektrofahrzeugen. Die Flexibilitatsoptionen
kdnnen sowohl nur aus Nutzersicht als auch unter Berticksichtigung von Netzrestriktionen
modelliert werden. Das Modell erlaubt eine Analyse der Auswirkungen sowohl fiir die
einzelnen Kunden (Eigenverbrauche) als auch fir das gesamte Netzgebiet. Neben den
Netzzustanden kdnnen durch den Bottom-up Modellaufbau auch einzelne Gebaude/
Hausanschllsse analysiert werden.

Um die Uber tausend Netze mit den entwickelten Szenarien (siehe Kapitel 4) verknipfen zu
kénnen, wurde eine Datenbankstruktur geschaffen. Mithilfe dieser Struktur kénnen die
unterschiedlichen Szenarien der einzelnen Komponenten beliebig kombiniert werden.

Das vorgestellte Optimierungsmodell auf Hausanschlussebene, welches in GridSim
integriert wurde, ermdglicht eine kostenoptimale Umsetzung der ausgewahlten Use Cases
aus Nutzersicht. Die Integration wurde durch die Aufteilung in statische und flexible Lasten
ermoglicht. Die statischen Lastgange dienen mit den Bedarfsgdngen der einzelnen
Flexibilitatsoptionen und den entsprechenden Kostenstrukturen als Eingangsdaten fur die
lineare Optimierung. Die Eigenschaften der Flexibilitdtsoptionen wurden durch
entsprechende Randbedingungen abgebildet. Im Falle von den Elektrofahrzeugen wurden
zusatzlich zu den Speichergrenzen, den maximalen Lade-/Entladeleistungen und deren
Verfligbarkeit an den Ladestationen auch weitere Grenzwerte fur die Ladezustande
integriert, um Nutzerbedurfnisse zu beachten. Einerseits sind die Fahrzeuge immer sofort
auf mindestens 30 % zu laden, um ein MindestmaB an Mobilitdt zu ermoglichen, und
andererseits soll der Ladezustand bei Abfahrt mindestens 70 % betragen, um der
sogenannten Reichweitenangst entgegenzuwirken.

Zur Abbildung von netzdienlichen Use Cases wurden die Netzrestriktionen in das
Optimierungsmodell integriert. Die Integration erfolgte einerseits Uber die Mdglichkeit von
dynamischen Netzentgelten in die Kostenstruktur (préaventive Malnahme) und andererseits
mittels Leistungslimitierungen, welche als zusatzliche Randbedingungen umgesetzt
wurden. Die Leistungslimitierungen werden durch Uberprifung des Ergebnisses der
Lastflussrechnung bestimmt und sind als kurative MaBnahme einzuordnen.

Das erweiterte Modell erlaubt somit eine Analyse der unterschiedlichen Use Cases fiir den
Flexibilitatseinsatz aus Nutzersicht mit und ohne Berdcksichtigung von Netzrestriktionen.
Durch die modularen Strukturen kénnen zukinftig auBerdem mit geringem Aufwand
Erweiterungen eingefiigt werden.
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und deren Netzbelastungen

In diesem Kapitel werden die Auswirkungen der vorgestellten Use Cases (Abschnitt 3.3) auf
die Netzbelastung auf Basis des beschriebenen Szenarios der Flexibilitdtsoptionen
(Abschnitt 4.3) analysiert. Die Hauptfragestellung dabei ist, ob die aktuellen Netze fur die
steigenden Belastungen durch die Elektrifizierung sowie die die zunehmend optimierte
Betriebsweise von Flexibilitdtsoptionen ausreichen oder Netzverstarkungen notwendig sind.
Zum Verstandnis und der Einordnung der Ergebnisse werden unter anderem Detailaus-
wertungen zu den auftretenden Gleichzeitigkeiten der Lasten in den unterschiedlichen Use
Cases analysiert. Diese Ergebnisse werden durch weitere Analysen, wie beispielsweise die
Eigenverbrauche der Haushalte oder der Netzgebiete sowie ge- und entladene Energie-
menge der Elektrofahrzeuge, untermauert.

Zunachst wird das Referenzszenario mit bedarfsgefiihrten Steuerungen (ohne
Optimierung) analysiert. Im Weiteren werden die nutzerorientierten und abschlieBend die
Use Cases mit Beachtung der Netzrestriktionen diskutiert. In den Szenarien werden die
Elektrofahrzeuge und Batteriespeicher nach den unterschiedlichen Use Cases optimiert. Die
Warmepumpen und Speicherheizungen werden in allen Szenarien mit bedarfsgefihrten
Steuerungen modelliert, da deren Flexibilitat im Winter stark eingeschrankt ist und durch
den Fokus auf Elektrofahrzeuge und Batteriespeicher die Auswirkungen klarer identifiziert
und interpretiert werden kénnen.

Fur die Definition, ob ein Netzgebiet Uberlastet ist, werden die folgenden drei Kriterien
verwendet:

e Transformatorauslastung > 100 %
e Leitungsauslastung > 100 %
e Spannung auBerhalb des Bereichs von 0,94 — 1,06 pu

Die beiden ersten GroBen beziehen sich jeweils auf die maximale Betriebsmittelauslastung
je Phase bezogen auf die Nennwerte. Die Spannungsgrenzwerte sind im Gegensatz zur
gultigen Norm, der DIN EN 50160 ,Merkmale der Spannung in offentlichen
Elektrizitdtsversorgungsnetzen” [170], welche eine Spannungsschwankung von 10 % erlaubt,
entsprechend Abbildung 7-1 abgewandelt, da in der Simulation die Mittelspannungsebene
nicht betrachtet wird. Somit kann auch die dortige Spannungsschwankung nicht abgebildet
werden. Aus diesem Grund wird analog zu [78] das Spannungsband entsprechend
aufgeteilt. Da in der Simulation neben der NS-Ebene auch der Ortsnetztransformator
betrachtet wird, ergibt sich ein zulassiger Spannungsbereich von 0,94 - 1,06 pu.
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Betrachtungsraum in Simulation

1,10

Stranglange

Spannung in pu

)

UW  MS-Netz ONT NS-Netz Kunde

Abbildung 7-1:  Aufteilung des zulassigen Spannungsbands gemal DIN 50160 vom
HS/MS-Umspannwerk (UW) bis zum Kunden in der Niederspannung

71 Referenzszenario

Das Referenzszenario beinhaltet die im Kapitel 4 vorgestellten Netzgebiete und die fur
diese angenommene Entwicklung der Lasten und Erzeuger bis zum Jahr 2050. Die
Flexibilitdtsoptionen werden in diesem Szenario nicht optimiert, sondern wie in
Abschnitt 6.3 beschrieben, bedarfsorientiert betrieben. Die Batteriespeicher werden mit
einer prognosegefihrten Regelung nach [171] betrieben. Bei dieser wird versucht, den
Speicher gleichmaBig zu laden, um eine Abregelung der PV-Anlage auf Grund der 70 %-
Regelung zu vermeiden. Im Referenzszenario wird zudem fir alle Komponenten keine
gesteuerten Blindleistungsregelungen angewendet. Es wird entsprechend ein cos ¢ von
eins eingestellt. Das Wetter- und Strukturjahristin allen Simulationen das Jahr 2012, welches
ein typisches Wetterjahr reprasentiert [8]. Ausgewahlte Ergebnisse wurden bereits in [104]
veroffentlicht. In Tabelle 7-1 sind relevante Simulationsparameter dargestellt, welche Gber
alle Szenarien gleich sind. Detaillierte Ubersichten der weiteren Parameter finden sich im
Anhang A.1in Tabelle A-1 bis Tabelle A-7.

Tabelle 7-1:  Ubersicht ausgewahlter Simulationsparameter

Komponente Parameter Wert Einheit

(Ent-)Ladeleistung 11,0 kW

2036 - 205 (3030 “0625) %

EFZ E;S';ge_wz'gé‘g”a;gzrg)d 94,0 (92,0) %
Fahrzeugklassen %

(Klein- | Mittel- | Oberklassewagen) 27,6 | 40,6 | 31,8

Batteriekapazitaten 38| 60 | 100 kWh

Ladewirkungsgrad 94,0 %

8 Entladewirkungsgrad 94,0 %
Leistung Abhangig von kW
Batteriekapazitat PV-Anlage kWh
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Durch die zusétzlichen Lasten steigt die Anzahl der Netze, in denen es zu Uberlastungen
kommt, Uber die Jahre stark an. In Abbildung 7-2 sind die Ergebnisse der vier Stitzjahre,
unterteilt nach den auftretenden Uberlastungen, dargestellt. Im Status quo (2020) kommt
es nur in 0,5% der Netze zu Uberlastungen, welche lberwiegend auf zu niedrige
Spannungen (Spannung min) zurtckzufihren sind. Nur ein Transformator wird durch zu
hohe Last (Trafo Last) in einzelnen Zeitschritten Gberlastet. Die Ergebnisse wurden mit dem
zustandigen Netzbetreiber diskutiert und liegen im erwarteten Bereich.

Durch die zunehmende Anzahl elektrischer Verbraucher steigen die Netziberlastungen
durch zu hohe Lasten, d. h. Spannungen unterschreiten den Grenzwert von 0,94 pu
(Spannung min) und/oder die Transformatorauslastung ist im Lastfall oberhalb der Nenn-
leistung (Trafo Last), Uber die Stutzjahre an. Die Anzahl der betroffenen Netze mit diesen
Uberlastungen steigt auf 18 % bzw. 16 % (2030), 34 % (2040) und 47 % bzw. 48 % (2050).
Zusatzlich hierzu steigt auch die Anzahl der Netzgebiete mit Leistungsiberlastungen
(Leitungen) von 3 % Uber 11 % auf 22 % an. Andererseits treten nur in weniger als einem
Prozent der Netze Uberlastungen auf, welche auf zu hohe Einspeisung durch PV-Anlagen
zurlckzufuhren sind. Dies sind entweder Transformatortberlastungen im Ruckspeisefall
(Trafo Rilck.) oder Spannungen oberhalb des erlaubten Bereichs (Spannung max).
Insgesamt steigt die Anzahl der Netze mit mindestens einer der genannten Uberlastungs-
arten (Gesamt) von 1 % (2020), Uber die Jahre auf 24 % (2030), 43 % (2040) bis 58 % (2050)
an.
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Abbildung 7-2:  Auftretende  Netzlberlastungen im  Referenzszenario fur die
unterschiedlichen Stutzjahre nach [104]

In Abbildung 7-3 sind fur die unterschiedlichen Jahre die maximalen und minimalen
resultierenden gleichzeitigen Leistungen der Hausanschllsse in Abhangigkeit der Haus-
anschlussanzahl dargestellt. Durch die zunehmende Elektrifizierung nehmen die gleich-
zeitigen Leistungen im Mittel der Netzgebiete bei Vernachlassigung der Gewerbeeinheiten
von heute 1,7 kW Uber 4,2 kW (2030), 6,0 kW (2040) auf bis zu 7,7 kW im Jahr 2050 je HA
zu. Diese deutlich gestiegenen gleichzeitigen Leistungen fiihren zu héheren Anforderungen
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an die Netze und den in Abbildung 7-2 dargestellten Ausbaubedarfen. Die minimalen
Leistungen, also die ins Netz eingespeisten Leistungen, sind wesentlich geringer. Diese
liegen heute bei durchschnittlich 0,6 kW pro HA und steigen Uber 1,3 kW (2030), 1,4 kW
(2040) auf 1,5 kW im Jahr 2050 an.
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Abbildung 7-3:  Maximale und minimale gleichzeitige Leistung je Hausanschluss und
Netzgebiet in Abhangigkeit der Hausanschlussanzahl. Hausanschlisse
mit GHD-Einheiten und die 22 Netzgebiete mit mehr als 150 Haus-
anschlissen sind aus Darstellungsgrinden nicht abgebildet

Fur die weiteren Analysen wird das Stutzjahr 2040 ausgewahlt, da in diesem bereits
zahlreiche Flexibilitatsoptionen vorhanden sind, aber im Gegensatz zum Jahr 2050 die
Anzahl der Uberlasteten Netze als auch die Umfiange der Uberlastungen noch nicht so
extrem sind.

Die Uberlastungen im Jahr 2040 werden haufig durch Warmepumpen und deren hohe
maximale Gleichzeitigkeit von 95 % (Mittelwert Uber alle Netzgebiete) im Winter verursacht.
Betrachtet man alle Zeitschritte mit Netziberlastungen, so entfallen durchschnittlich 50 %
der Last in diesen Zeitschritten auf Warmepumpen und 27 % auf Elektrofahrzeuge. Mittels
Sensitivitaten, deren Ergebnisse im Anhang (siehe Abbildung A-11) dargestellt sind, kann
der Einfluss der unterschiedlichen Flexibilitdtsoptionen ermittelt werden. In der Sensitivitats-
analyse ohne Warmepumpen sind im Jahr 2040 nur 17,8 % (statt 42,9 %) der Netze
Uberlastet, was einer Verringerung um 59 % entspricht. Im Detail sind 9,3 % der Trans-
formatoren (im Vergleich zu 33,8 %) und in 1,2 % (11,6 %) der Netze Leitungen Uberlastet.
In 13,8 % (34,3 %) der Netze treten Unterspannungen auf. In der entsprechenden
Sensitivitat ohne Elektrofahrzeuge sind 24,9 % der Netze Uberlastet, was eine Reduktion
um 41,9 % bedeutet. In diesem Fall sind 19,2 % der Transformatoren und in 4,7 % der Netze
Leitungen Uberlastet. In 17,9 % der betrachteten Netze treten unzuldssige Spannungen auf.
Zusammenfassend lasst sich sagen, dass ca. 30 % der Netze sowohl durch die Elektrofahr-
zeuge als auch Warmepumpen Uberlastet waren. In weiteren 12 % durch Elektrofahrzeuge
bzw. 28 % durch Warmepumpen und in die letzten 30 % nur durch die Kombination beider
Entwicklungen Ausbaubedarf besteht. In den Simulationen ohne Warmepumpen bzw.
Elektrofahrzeuge kommt es nur in einem zusatzlichen Netzgebiet zu weiteren einspeise-
bedingten Uberlastungen. AbschlieBend werden in einer weiteren Sensitivitdtsanalyse nur
PV-Anlagen entsprechend des Szenarios fir das Jahr 2040 zugebaut und die anderen
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Komponenten wie im Jahr 2020 belassen. Durch den PV-Zubau treten in 1,8 % (22 Netze)
statt 0,5% (6 Netze, 2020) der Netze Uberlastungen auf. Verglichen mit dem
Gesamtszenario 2040 (also inkl. Zubau der weiteren Komponenten), kommt es in gleich
vielen Netzen (7) zu oberen Spannungsbandverletzungen. Allerdings treten ohne
Elektrifizierung der Verbrauchsseite in zwei weiteren Netzen Transformatoriberlastungen
im Ruckspeisefall auf. Insgesamt stellt die Elektrifizierung der Sektoren Verkehr und Warme
somit die hoéheren Anspriche an die Niederspannungsnetze als der Zubau der PV-
Dachanlagen.

7.2 Nutzerorientierte Use Cases

Im Folgenden werden die Ergebnisse der unterschiedlichen nutzerorientierten Use Cases,
wie beispielsweise PV-Eigenverbrauchserhéhung oder variable Strompreise, beschrieben.
Zunachst werden die Kostenstrukturen der Use Cases dargestellt. Da teilweise mehrere Use
Cases parallel aktiv sein kénnen, werden hierflr Szenarien definiert. Im Anschluss werden
energetische Analysen, z. B. zu Eigenverbrauchsgrad oder geladenen Energiemengen,
beschrieben. Aufbauend hierauf folgen Auswertungen zu den maximalen gleichzeitigen
Leistungen und Lastverldufen. Als Resultat daraus werden die ermittelten Netziber-
lastungen vorgestellt und deren Ursachen im Detail analysiert. AbschlieBend werden die
Ergebnisse ausgewahlter Sensitivitatsanalysen erldutert. In [104] wurden bereits Ergebnisse
zu den Szenarien ohne Rickspeisung ins Netz und in [162] zum V2G Szenario veroffentlicht.
Die Ergebnisse des realistischen Szenarios wurden bereits teilweise in [167] veroffentlicht.

7.2.1 Simulationsszenarien

Die nutzerorientierten Use Cases haben gemein, dass die Optimierung rein auf Kosten-
minimierung bzw. Erlésmaximierung ausgelegt ist und keine weiteren Randbedingungen,
z. B. zur Berilcksichtigung von Netzrestriktionen, vorgegeben werden. Die Umsetzung der
Use Cases erfolgt somit ausschlieBlich basierend auf der Kostenstruktur. Neben den Kosten
wird die Méglichkeit der Rickspeisung (Bidirektionalitat) der Fahrzeuge unterschieden, um
den Einfluss hierdurch bewerten zu kénnen. In den Bezeichnungen der Szenarien ist dies
durch eine ,1" — unidirektional bzw. eine ,2" — bidirektional gekennzeichnet. So bedeutet
die Abkurzung V1H, dass durch gesteuertes Laden der PV-Eigenverbrauch erhdht werden
soll, und V2H (Vehicle to Home), dass zusatzlich PV-Strom auch wieder aus dem Fahrzeug
zur Deckung des eigenen Strombedarfs am Hausanschluss entladen werden kann. Die
Abkurzung V2H+ bedeutet eine Weiterentwicklung der Kostenstruktur um variable
Bezugspreise. Die dritte Variante erlaubt darlber hinaus auch eine Rickspeisung ins
Stromnetz und wird mit V2G (Vehicle to Grid) abgekdrzt. In diesem Szenario ist sowohl der
Strombezugspreis als auch die Einspeisevergitung variabel. Zusatzlich werden bei V2G
abweichend von der aktuellen Regulatorik reduzierte Steuern, Abgaben und Umlagen fir
wiedereingespeisten Strom angenommen.

Die Kostenstrukturen sind fur die Use Cases PV-Eigenverbrauchserhéhung, Spitzenlast-
kappung, tarifoptimiertes Laden/Entladen und zeitliche Arbitrage unterschiedlich. Die
relevanten Kostenbestandteile kdnnen grundsatzlich in die drei Teilgruppen Bezugspreise,
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Einspeisevergiitung sowie Steuern, Abgaben und Umlagen eingeteilt werden. Je nach Use
Case sind die Bezugspreise fix (wie heute in Deutschland Ublich) oder zeitlich variabel.
Nachstehend werden die unterschiedlichen Preise und deren Quellen im Detail erldutert.

Fixe Bezugspreise

Bei fixen Bezugspreisen wird ein Strombezugspreis von 29,88 ct/kWh (mittlerer Preis in
Deutschland im Jahr 2018) fur Haushaltskunden angenommen [172]. Dieser Betrag
beinhaltet neben den tatsachlichen Energiebezugskosten samtliche weitere Strompreis-
bestandteile wie Netzentgelte, Steuern, Abgaben und Umlagen. Bei Gewerbekunden mit
RLM setzt sich der Preis aus den Energiekosten (7,62 ct/kWh), Steuern, Abgaben, Umlagen
(11,6 ct/kWh) sowie den Netzentgelten zusammen [173]. Die Netzentgelte bestehen dabei
aus einem Arbeits- und Leistungspreis. Es wird das Entgeltsystem oberhalb 2.500
Benutzungsstunden verwendet. Der Arbeitspreis (2,08 ct/kWh) ist je bezogener
Kilowattstunde zu bezahlen und der Leistungspreis (116,32 €/kW) fir die maximale
Bezugsleistung im Kalenderjahr [174].

Variable Bezugspreise

Im Falle der variablen Preise werden berechnete Preiszeitreihen fur das entsprechende Jahr
aus dem an der FfE entwickelten Energiesystemmodell ISAaR (Integriertes Simulations-
modell zur Anlageneinsatz- und Ausbauplanung mit Regionalisierung) genutzt [175]. Das
verwendete Szenario stammt ebenfalls aus dem BDL-Projekt und stimmt sowohl in den
Rahmendaten als auch dem Wetterjahr mit dem hier gezeigten Szenario Uberein [176]. Die
Preise variieren sowohl tages- als auch jahreszeitlich stark (0 —498,3 €/MWh) bei einem
Mittelwert von 41,7 €/MWh (dies entspricht 4,17ct/kWh). Insgesamt treten in 1.302 Stunden
Preise unterhalb von 0,1 €/MWh auf. In Abbildung 7-4 ist der zeitliche Verlauf der Preise fur
das Jahr 2040 dargestellt.
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Abbildung 7-4:  Zeitlich aufgel®ste Borsenpreise fur Strom nach [176] fur das Jahr 2040.
Die Legende ist aus Darstellungsgriinden bei 200 €/MWh abgeschnitten
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Mittags im Sommer herrschen oft glinstige Preise vor, welche auf hohe PV-Erzeugung
zurlckzufihren sind. Ebenso treten immer wieder ganztatig niedrige Preise auf, welche
durch hohe Erzeugungsleistungen aus Windkraftanlagen zu erkldren sind. Die sehr hohen
Preise im Februar sind durch sehr kalte Temperaturen bei gleichzeitig geringer Erzeugung
aus EE-Anlagen begrindbar. Zum dargestellten Bérsenpreis wird bei Haushaltskunden ein
Aufschlag von 20,5 ct/kWh fir Steuern, Abgaben und Umlagen addiert. Dieser Wert
orientiert sich an heute bereits verfigbaren Stromtarifen, welche die variablen Bérsenpreise
an Kunden weitergeben [66]. Bei RLM-Kunden wird indes lediglich der fixe Energiepreis
durch die variablen Borsenpreise ersetzt.

Fixe Einspeiseverglitung

Die Einspeisevergltung der PV-Anlagen orientiert sich am EEG 2021 und betragt 8 ct/kWh,
um einen finanziellen Anreiz zum Eigenverbrauch abzubilden. Dies bedeutet, dass die
Strombezugskosten unter Anwendung der aktuell giltigen Regulatorik bezlglich Netz-
entgelten, Steuern, Abgaben und Umlagen hoher als die Einspeisevergltung sind.

Variable Einspeisevergiitung bei Anpassung des regulatorischen Rahmens

Zur Abbildung der Kostenstruktur des Use Cases zeitliche Arbitrage (V2G) wird
angenommen, dass fur aus dem Stromnetz bezogenen und wieder in das Stromnetz
rickgespeisten Strom analog zur Erbringung von Systemdienstleistungen stationarer
Batteriespeicher eine Befreiung von Netzentgelten, Abgaben und Umlagen zur Vermeidung
einer Doppelbesteuerung ermdglicht wird. In diesem Fall wird daher nur ein Aufschlag von
2,1 ct/kWh auf den Borsenpreis fur den Strombezug als Summe aus § 19 StromNEV-Umlage,
Umlage flr abschaltbare Lasten und die Konzessionsabgabe angenommen [177]. Fur die
Einspeisung ins Netz wird unabhangig von der Stromherkunft der aktuelle Borsenpreis
vergUtet. Somit bildet die Preisstruktur eine PV-Direktvermarktung, wie diese auch im EEG
2021 fur ,Post-EEG"-Anlagen vorgeschlagen wird, mit ab. Bei dieser Kostenstruktur sind zur
Bestimmung der Kosten flr den Verbraucher am Ende fur die tatsachlich verbrauchte
Energie die entsprechenden Netzentgelte, Steuern, Abgaben und Umlagen zu addieren.
Die gewahlte Preisstruktur flhrt dazu, dass Speicherverluste fir Eigenverbrauch, welche mit
den vollen Letztverbraucherumlagen belegt werden mdssten, unterschatzt werden und
somit tendenziell zu viel Energie zwischengespeichert wird. [162]

Kurzbeschreibungen der Szenarien

Im Referenzszenario (Ref) wird das heute Ubliche Preissystem fir Haushaltskunden
abgebildet und die Elektrofahrzeuge bedarfsorientiert geladen. Es erfolgt kein optimiertes
Laden. [104]

Im Szenario VIH und. V2H werden alle Hausanschlisse mit PV-Anlagen und optimierbaren
Komponenten wie Speichern oder Elektrofahrzeuge entsprechend uni- (V1H) oder
bidirektional (V2H) optimiert. Dies betrifft 20 % der Hausanschlisse, denen 23 % der
Elektrofahrzeuge zugeordnet sind. Zusatzlich wird mit 2,5 % der Elektrofahrzeuge an 0,3 %
der Hausanschlisse in diesem und den weiteren Szenarien der Use Case Spitzenlast-
kappung umgesetzt. [104]
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In den Szenarien VIH+ und V2H+ steigt bei zusatzlicher BerUcksichtigung von variablen
Bezugspreisen die Anzahl der optimierten Hausanschlisse auf 74 % an. Dazu zahlen alle
Hausanschlisse mit mindestens einem Elektrofahrzeug oder Batteriespeicher. In diesen
Szenarien und dem V2G Szenario werden folglich alle Elektrofahrzeuge und Batterie-
speicher optimiert. [104]

Im Szenario V2G sind die Teilnahmequoten wie im Szenario V2H+, wobei die Vergutung
fur eingespeisten Strom wie beschrieben zuséatzlich variabel ist. Hierdurch wird somit nicht
ausschlieBlich eine Eigenverbrauchsoptimierung angereizt, sondern je nach Situation aus
Kostengrinden auch eine Einspeisung der PV-Energie der Zwischenspeicherung vor-
gezogen. [162]

Zusatzlich zu den beschriebenen Szenarien wird aufbauend auf Expertengesprachen ein
realistisches Szenario (Real) entwickelt. In diesem Szenario wird einerseits angenommen,
dass nur bei 30 % der Hausanschllsse eine Optimierung stattfindet. Insgesamt werden
hierdurch 36 % der Elektrofahrzeuge optimiert, welche zusatzlich bidirektional sind [176].
Die weiteren Elektrofahrzeuge werde unidirektional bedarfsgefuhrt geladen. Andererseits
werden an den optimierten Hausanschllssen unterschiedliche Kostenstrukturen ange-
nommen und somit eine Verteilung der Use Cases PV-Eigenverbrauchserhéhung, Spitzen-
lastkappung und zeitliche Arbitrage erreicht. Insgesamt an 17 % der HAs (bzw. 19 % der
EFZs) wird der Use Case PV-Eigenverbrauchserhéhung und an 13 % der HAs (17 % der EFZs)
der Use Case zeitliche Arbitrage betrieben. In diesem Szenario wird zudem die
Ansteckwahrscheinlichkeit der nicht optimierten Elektrofahrzeuge verringert, so dass im
Mittel nur bei einem Ladezustand unterhalb von 50 % angesteckt wird. Um hierdurch keine
Mobilitdtseinschrankungen zu verursachen, wird ebenfalls angesteckt, wenn die nachste
Fahrt nicht mit dem aktuellen Ladezustand abgedeckt werden kann. Zusatzlich wird eine
Blindleistungsregelung in Abhangigkeit der Spannung (Q(U)-Regelung) bei PV-Anlagen
und Elektrofahrzeugen angenommen. Somit wird in diesem Szenario, im Gegensatz zu den
bisher beschriebenen, eine Use Case Durchmischung abgebildet. [167]

Eine Zusammenfassung der Szenarien mit den jeweils betrachteten Use Cases und deren
Anteilen ist in Abbildung 7-5 dargestellt.

Ref vii [REEl v+ PR vee Real

Bidirektional HA | EFZ 20|23 741100 74|10 3036
Eigenverbrauchserh6hung* 20| 23 20|23 20| 23 20| 23 17119
Spitzenlastkappung** 03|25 03|25 0325 03|25 03|25 03]25
Tarifoptimiertes Laden 741100 74| 100
Zeitliche Arbitrage 741100 1317

* Mit PV-Anlage **Spitzenlastkappung bei RLM oder Verbrauch > 100.000 kWh

Abbildung 7-5:  Resultierende Anteile an Hausanschlissen und (bidirektionalen)
Fahrzeugen je Use Case in den Simulationsszenarien
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7.2.2 Energetische Auswirkungen

In diesem Abschnitt werden die energetischen Auswirkungen der unterschiedlichen Use
Cases bzw. der resultierenden Szenarien untersucht. Es werden zunachst die geladenen und
entladenen Energiemengen der Elektrofahrzeuge analysiert. Aufbauend darauf werden die
Eigenverbrauchsgrade auf Hausanschluss- und Netzebene und im Weiteren die Energie-
bilanzen der Netzgebiete betrachtet.

Geladene Energiemengen und Zyklen der Elektrofahrzeuge

Im Referenzszenario und den unidirektionalen Szenarien, bei denen die Elektrofahrzeuge
nur geladen und nicht entladen werden, liegen die mittleren geladenen Energiemengen bei
ca. 2.400 kWh pro Elektrofahrzeug und Jahr, wie in Abbildung 7-6 dargestellt. Die geladene
Energiemenge beschreibt die aus dem Stromnetz entnommene Energie inklusive der Lade-
verluste. Auf Grund der Ladestrategie kann es zu leichten Schwankungen des Ladezustands
am Simulationsende kommen, wodurch sich die geringe Abweichung zwischen den
Szenarien erkldren lasst. Durch das zusatzliche Entladen in den bidirektionalen Szenarien
steigt die geladene Energiemenge an. Die mittlere entladene Energiemenge je Elektro-
fahrzeug an HAs mit PV-Anlagen im Szenario V2H liegt bei 839 kWh. Im Durchschnitt Gber
alle Elektrofahrzeuge werden 195 kWh entladen. Da im V2H+ Szenario mehr Fahrzeuge
teilnehmen und zusatzlich variable Preise hinzukommen, steigt die Entladeenergie auf
992 kWh/EFZ. Durch die zusatzliche Mdéglichkeit der Rickspeisung ins 6ffentliche Netz
steigt diese Energiemenge noch einmal deutlich auf 4.043 kWh/EFZ an. Somit erhdht sich
durch die zurlckgespeiste Energie und die zusatzlichen Ladeverluste auch die geladene
Energiemenge. Durch V2H+ steigt die geladene Energiemenge um 47 % und durch V2G
wird diese Energiemenge nahezu verdreifacht. Es entstehen bei V2G durch die Zwischen-
speicherung Umwandlungsverluste (einfacher Wirkungsgrad 94 % bzw. Gesamtwirkungs-
grad 88,36 %) von durchschnittlich 533 kWh/EFZ. Im realistischen Szenario steigt die
geladene Energiemenge gegenuber der Referenz um 35 % auf 3.232 kWh, wovon 831 kWh
wieder entladen werden.
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Abbildung 7-6:  Geladene und entladene Energiemengen der Elektrofahrzeuge in den
unterschiedlichen Szenarien im Jahr 2040
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Die beschriebenen Effekte wirken sich auch auf die mittlere Anzahl an Ladezyklen je
Elektrofahrzeug aus, welche aus der Batteriekapazitat und der geladenen Energiemenge
abzlglich der Ladeverluste berechnet werden. Ohne Ruickspeisung werden zur Bereit-
stellung der Fahrenergie 34 Vollzyklen pro Jahr bendétigt. Dieser Wert steigt bei V2H auf 37
und bei V2H+ auf 50 Zyklen an. Bei V2G steigt die Zyklenzahl auf 99 an, was einer
Verdreifachung entspricht und entsprechend bei der Auslegung und Alterung der Batterien
zu berUcksichtigen ist.

Eigenverbrauch

Aus Kundensicht ist neben der ge- und entladenen Energiemenge bei eigenen PV-Anlagen
der Eigenverbrauch ein relevantes Kriterium. Der Eigenverbrauchsanteil beschreibt den
Anteil der selbstverbrauchten (EPV:verbrauchty an der erzeugten Energie (EFY). Die
Berechnung erfolgt nach Formel (7-1):

PV, verbraucht

Eigenverbrauchsanteil = R — (7-1)

Der mittlere Eigenverbrauchsanteil aller Haushalte mit PV-Anlagen in den Netzgebieten
liegt im Referenzszenario bei 39 % und wird durch gesteuertes Laden auf 47 % angehoben.
Durch bidirektionales Laden kann der Wert auf 54 % gesteigert werden, siehe
Abbildung 7-7. Die Werte einzelner Hausanschlisse schwanken stark je nach Kombination
aus PV-AnlagengroBe und Energieverbrauch sowie Anzahl der Elektrofahrzeuge. Eine
Berechnung der Kennzahl bei den Szenarien mit Ruckspeisung aus den Batterien ins
Stromnetz (V2G und Real) wird nicht durchgefihrt, da in diesem Fall keine eindeutige
Abgrenzung der Strommengen maoglich ist. Somit wirde das Ergebnis wesentlich von der
Berechnungsweise abhangen, je nachdem wie die Energiemengen bilanziert werden.
Zudem ist in diesen Szenarien auf Grund der verdnderten Kostenstruktur eine Erhéhung
des Eigenverbrauchs aus Kundensicht nicht immer monetar sinnvoll und somit dies nicht
implizit Teil der Optimierung.
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Abbildung 7-7:  PV-Eigenverbrauchsanteil in den unterschiedlichen Szenarien im Jahr
2040 je Hausanschluss und Netzgebiet
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Neben der Betrachtung je Hausanschluss wird der Eigenverbrauch auch auf Ebene des
Netzgebiets, also mit dem Transformator als Bezugsgrenze, bestimmt. Hierbei zeigen sich
geringere Unterschiede zwischen den Szenarien. Bereits im Referenzszenario werden im
Mittel 79 % der PV-Erzeugung innerhalb des Netzgebiets verbraucht und somit nur 21 %
der erzeugten Energie tber den Transformator in die Mittelspannungsebene eingespeist.
Durch gesteuertes Laden steigt der Eigenverbrauch auf 81 % (V1H) bzw. 82 % (VIH+) an.
Der Anstieg bei VIH+ im Gegensatz zu V1H ist auf glinstige Strompreise in Zeiten hoher
PV-Erzeugung zurickzufiihren. Somit werden Elektrofahrzeuge an Hausanschlissen ohne
(ausreichenden) eigenen PV-Uberschuss zu Zeiten mit hohem PV-Uberschuss, der z. B. von
den Nachbar:innen ins Netz eingespeist wird, geladen. Bidirektionales Laden erhéht den
Eigenverbrauch im Netzgebiet weiter auf 83 % (V2H) bzw. 85 % (V2H+), was einer
Erhdhung um 8,1 % entspricht und die eingespeiste Energie in die Mittelspannungsebene
um 30 % reduziert.

Energiebilanzen der Netzgebiete

Neben der geladenen Energiemenge der Elektrofahrzeuge und dem PV-Eigenverbrauch
wird die je Netzgebiet bezogene und eingespeiste Energiemenge in den unterschiedlichen
Szenarien analysiert und in Abbildung 7-8 dargestellt. In den Szenarien ohne Riuckspeisung
ins offentliche Netz unterscheiden sich die mittleren bezogenen Energiemengen nur in
geringem Male (430 — 437 MWh). Entsprechend liegen auch die Einspeisungen in die
vorgelagerte Netzebene in dhnlichen Bereichen. Bemerkenswert ist, dass im Szenario V2H+,
also bei variablen Preisen, auf Grund der vermehrten Zwischenspeicherung mit den
einhergehenden Verlusten der Gesamtenergieverbrauch (Bezug — Einspeisung) um 1,8 %
hoher ist als beim gesteuerten Laden (V1H). Durch die Ermdglichung der Rickspeisung ins
Netz (V2G) steigt sowohl die bezogene (21,75 %) als auch die rickgespeiste Energie (370 %)
verglichen mit V2H deutlich an. Im V2G Szenario erhoht sich der Gesamtenergieverbrauch
durch die Speicherverluste um 8,56 %. Die Energiemengen des realistischen Szenarios
liegen im Bereich des V2H Szenarios.
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Abbildung 7-8:  Mittlere Energiebilanz der untersuchten Netzgebiete unterteilt in
bezogene und eingespeiste Energiemenge flur die unterschiedlichen
Szenarien im Jahr 2040
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7.2.3  Gleichzeitige Leistungen und Lastverlaufe

Die bisher beschriebenen energetischen Auswertungen der Szenarien zeigen, dass in den
Szenarien teilweise groBe Unterschiede auftreten. Zur Bewertung der Netzbelastung oder
zur Planung von Verteilnetzen sind jedoch die auftretenden Leistungen entscheidend.
Zunachst werden daher in diesem Abschnitt die maximal gleichzeitig auftretenden
Leistungen der Elektrofahrzeuge in Abhdngigkeit ihrer Anzahl im Netzgebiet und der
Szenarien diskutiert. Aufbauend darauf werden die maximal gleichzeitigen Leistungen je
Hausanschluss beschrieben. Auf diese Leistungen muss das Netz ausgelegt werden, um
eine engpassfreie Versorgung zu ermoglichen. AbschlieBend werden an einem gemittelten
Tag die Leistungsflisse am Transformator diskutiert und anhand von Jahresdauerlinien die
sich verandernden mittleren Auslastungen der Transformatoren aufgezeigt.

Maximal gleichzeitige Leistungen der Elektrofahrzeuge

Die Wahrscheinlichkeit, dass eine bestimmte Anzahl von Elektrofahrzeugen ohne
Optimierung zur gleichen Zeit geladen wird, nimmt mit steigender Fahrzeuganzahl ab.
Dieses Verhalten lasst sich, analog zu dem der elektrischen Haushaltsverbraucher (siehe
Abschnitt 5.3.3), mit den unterschiedlichen Nutzungsformen und den verschiedenen
Tagesablaufen der Fahrzeugnutzer:innen begriinden. Neben dem Nutzerverhalten gibt es
zahlreiche weitere Einflussfaktoren, wie beispielsweise die Ladesteuerung oder -leistung,
die die Gleichzeitigkeit der Ladevorgange beeinflussen. Je geringer die Ladeleistung ist,
desto langer dauert ein Ladevorgang und desto hoher ist die Wahrscheinlichkeit, dass ein
weiterer Ladevorgang zur gleichen Zeit stattfindet. Aus dem Wert der Gleichzeitigkeit lasst
sich somit nicht direkt auf die resultierende Leistung schlieBen, da beispielsweise drei
Ladevorgange mit einer Leistung von je 3,6 kW in Summe vergleichbar mit einem
Ladevorgang bei 11 kW sind. Aus diesem Grund werden in den folgenden Analysen anstatt
der Gleichzeitigkeit die gleichzeitigen Leistungen betrachtet.

In Abbildung 7-9 sind die resultierenden maximalen gleichzeitigen Lade- und Entlade-
leistungen der Elektrofahrzeuge je Netzgebiet in Abhangigkeit der Elektrofahrzeug-Anzahl
im Netzgebiet dargestellt. Die Extrema sind diejenigen Werte, die wahrend der
Jahressimulation einmal aufgetreten sind. Insgesamt wurden 48.567 Elektrofahrzeuge in
den 1.206 Netzen analysiert.

Im Referenzszenario, also wenn die Elektrofahrzeuge bei Ankunft am Ladeort direkt geladen
werden, halbiert sich die maximale Gleichzeitigkeit bereits ab acht Elektrofahrzeugen auf
5,5 kW/EFZ und ab 30 auf unter 3 kW/EFZ. Bei einer groBen Anzahl von Elektrofahrzeugen,
also ab 100 Fahrzeugen, liegt die gleichzeitige Leistung bei ca. 2 kW/EFZ. Im Mittel aller
Netzgebiete ergibt sich eine gleichzeitige Leistung von 2,5 kW/EFZ.

Im Szenario V2H zeigt sich bezuglich der Ladeleistung ein zum Referenzszenario
vergleichbares Bild. Da die Grundzige der gleichzeitigen Ladeleistung in den uni-
direktionalen Szenarien sehr ahnlich zu den bidirektionalen sind, sind diese aus Platz-
grinden im Anhang (siehe Abbildung A-14 ff.) dargestellt. Durch die Verschiebung von
Ladevorgdngen in Zeiten mit PV-Uberschuss sinkt die mittlere Ladegleichzeitigkeit Gber alle
Netzgebiete leicht auf 2,4 kW/EFZ ab. Dieser Effekt lasst sich einerseits mit den
unterschiedlichen Ladezeitpunkten und andererseits mit geringeren Ladeleistungen beim
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PV-Laden erklaren, da der Uberschuss oftmals kleiner als die maximale Ladeleistung von
11 kW ist. Analog zur gleichzeitigen Ladeleistung nimmt auch die gleichzeitige Entlade-
leistung mit der Anzahl an Fahrzeugen ab und liegt im Mittel bei 0,4 kW/EFZ.

Die variablen Strompreise (V2H+), welche an allen Hausanschlissen identisch sind, fihren
zu einer VergleichmaBigung der Ladevorgange und zu deutlich héheren maximalen
gleichzeitigen Ladeleistung. In diesem Szenario nimmt die Leistung nicht mehr signifikant
mit der Anzahl der Fahrzeuge ab, sondern bleibt auch fir 100 Elektrofahrzeuge im
Netzgebiet bei Uber 10 kW/EFZ und liegt im Mittel Gber alle Netzgebiete bei 10,0 kW/EFZ.
Lediglich die Netzgebiete, in denen Elektrofahrzeuge Spitzenlastkappung betreiben (rote
Punkte), weisen auf Grund der hohen Spitzenlastpreise geringere gleichzeitige Lade-
leistungen auf. Hier erfolgt eine VergleichmaBigung der Bezugslast innerhalb der Kunden-
anlage. Zusammenfassend zeigt sich, dass die Flexibilitat der Elektrofahrzeuge grof3 ist und
sich somit auch eine hohe Gleichzeitigkeit nahe eins ergeben kann. Im Entladefall fihren
die variablen Preise ebenfalls zu hdheren Entladegleichzeitigkeiten, da das Entladen nun in
Zeiten mit hohen Preisen verschoben wird. Insgesamt erhéht sich die mittlere Entlade-
gleichzeitigkeit auf 2,4 kW/EFZ. Die hochsten Entladegleichzeitigkeiten treten in Netz-
gebieten mit Spitzenlastkappung auf.

Im Szenario V2G sind die entstehenden maximalen gleichzeitigen Ladeleistungen
vergleichbar mit dem V2H+ Szenario. Durch den vermehrten Energieumsatz und die
Ruckspeisung ins offentliche Stromnetz ist die gleichzeitige Entladeleistung in diesem
Szenario wesentlich hoher, da diese nicht durch die Residuallast am Hausanschluss
begrenzt wird. Als Reaktion auf hohe Strompreise werden die Elektrofahrzeuge zeitgleich
entladen. Hierdurch ergeben sich gleichzeitige Entladeleistungen im Bereich von
10 kW/EFZ. Geringere Entladeleistungen treten Uberwiegend in Netzgebieten mit Spitzen-
lastkappung auf, da dort Fahrzeuge auch weniger Energie laden und somit weniger
entladen werden kann.
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Abbildung 7-9:  Maximale gleichzeitige Lade-/Entladeleistung der Elektrofahrzeuge je
Netzgebiet in Abhangigkeit der Fahrzeuganzahl fur die unterschiedlichen
Szenarien im Jahr 2040. Netzgebiete mit Spitzenlastkappung sind rot
markiert. Die 22 Netzgebiete mit mehr als 150 EFZs sind nicht dargestellt
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Im realistischen Szenario mit einer Durchmischung der Use Cases lassen sich die
beschriebenen Tendenzen ebenfalls erkennen. Die Analyse der gleichzeitigen Ladeleistung
zeigt, bedingt durch die 64 % direktladenden Elektrofahrzeuge, einen starken Abfall mit
steigender Fahrzeuganzahl. Durch die preisoptimierte Ladestrategie von 17 % der Elektro-
fahrzeuge ist der Abfall ab ca. zehn Fahrzeugen etwas langsamer als in der Referenz oder
bei V2H. So liegt der Wert bei 30 Elektrofahrzeugen mit 3,3 kW/EFZ ca. 10 % Uber der
Referenz. Im Mittel Uber alle Netzgebiete liegt der Wert mit 3,0 kW/EFZ um 20 % dartber.
Die gleichzeitige Entladeleistung erreicht durch den geringen Anteil bidirektionaler
Elektrofahrzeuge einen mittleren Wert von 2,0 kW/EFZ und ist vergleichbar mit dem V2H+
Szenario.

Zusatzlich zu den hier genannten gleichzeitigen Leistungen sind entsprechende Tabellen
fur die unterschiedlichen Szenarien im Anhang A.4 (Tabelle A-8 bis Tabelle A-18) zu finden.

Maximal gleichzeitige Leistungen je Hausanschluss

Aufbauend auf der Analyse der Ladegleichzeitigkeiten folgt eine Betrachtung nicht nur der
Elektrofahrzeuge, sondern des gesamten Hausanschlusses. Diese Betrachtung ist aus Sicht
der Netzbetreiber vorteilhaft, da somit die Effekte einer Eigenverbrauchsoptimierung und
das Zusammenspiel mehrerer Komponenten abgebildet werden. In Abbildung 7-10 sind
deswegen die maximal resultierenden Leistungen je Netzgebiet und Hausanschluss
dargestellt. Aus Griinden der Ubersichtlichkeit sind hier nur Hausanschliisse ohne Gewerbe-
einheiten dargestellt, da deren individuellen hohen Leistungen das Ergebnis stark verzerren
und zudem eine detaillierte Netzplanung erfordern. Das Ziel der Abbildung ist es die Effekte
anhand typischer Wohngebaude darzustellen.

In der Referenz erkennt man die zu erwartenden mit zunehmender Anzahl an
Hausanschlissen betragsméaBig abnehmenden Leistungen. Im Mittel ergibt sich eine
maximal gleichzeitige Bezugsleistung je Hausanschluss von 6,0 kW und eine Einspeise-
leistung von 1,5 kW. Durch V2H &ndert sich die Kurve nicht wesentlich. Es resultieren leicht
geringere mittlere Werte von 5,9 kW bzw. 1,4 kW.
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Abbildung 7-10: Maximale und minimale gleichzeitige Leistung je Hausanschluss und
Netzgebiet in Abhangigkeit der Hausanschlussanzahl fur die unter-
schiedlichen Szenarien im Jahr 2040. Die 22 Netzgebiete mit mehr als 150
Hausanschlissen sind aus Darstellungsgriinden nicht abgebildet
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Die durch die Tarifoptimierung mit variablen Strompreisen deutlich gestiegenen
gleichzeitigen Ladeleistungen der Elektrofahrzeuge im Szenario V2H+ zeigen sich auch in
den Leistungen je Hausanschluss. Die gleichzeitige Bezugsleistung erreicht mit 12,9 kW im
Mittel einen mehr als doppelt so hohen Wert wie im Referenzszenario. Insgesamt nimmt
die gleichzeitige Leistung ebenfalls langsamer ab. Im Gegensatz dazu andert sich die
gleichzeitige Einspeiseleistung nicht, da die Elektrofahrzeuge nicht ins 6ffentliche Netz
zurlckspeisen und die Einspeisung somit weiterhin nur von der PV-Einspeisung abhangt.

Im Gegensatz dazu steigt durch die Rickspeisung der Fahrzeuge im Szenario V2G die
gleichzeitige Einspeiseleistung wesentlich an und erreicht im Mittel Gber alle Netzgebiete
9,1 kW pro Hausanschluss. Insgesamt bleibt die Einspeiseleistung aber weiterhin unterhalb
der Bezugsleistung, welche sich im Vergleich zu V2H+ kaum verandert. Die Bezugsleistung
bleibt somit meist die relevante GroRe fir die Netzplanung.

Im realistischen Szenario werden durch die bessere Durchmischung der Betriebsweisen
geringere gleichzeitige Bezugsleistungen von durchschnittlich 5,6 kW pro Hausanschluss
erreicht. Diese Leistungen sind somit die niedrigsten und stellen die geringsten An-
forderungen an die Netzauslegung. Durch den Anteil von zurlckspeisenden Elektrofahr-
zeugen und Batteriespeichern steigen die Einspeiseleistungen gegenuber der Referenz
leicht auf 1,7 kW pro Hausanschluss an, sind aber noch deutlich unter der maximalen
Bezugsleistung.

Mittlerer Tagesgang je Hausanschluss

Zum besseren Verstandnis der Auswirkungen der unterschiedlichen Use Cases und somit
der Szenarien auf die resultierenden Lastgdnge ist in Abbildung 7-11 ein mittlerer
Tagesverlauf eines Hausanschlusses dargestellt. Hierzu wurden fur alle 44.628 betrachteten
Hausanschlisse die einzelnen Tage des Jahres gemittelt. Somit reprasentiert jeder Punkt
der Abbildung Uber 16 Millionen Datenpunkte bzw. jeder mittlere Tagesgang besteht aus
Uber 1,6 Milliarden Werten. Durch die Mittelung gehen einzelne Lastspitzen verloren. Da an
dieser Stelle nur auf die grundlegenden Effekte der Use Cases eingegangen werden soll,
wird auf eine detaillierte Unterteilung in beispielsweise verschiedene Tagesarten, Jahres-
zeiten oder Temperaturen verzichtet. Somit gibt diese Darstellung einen Uberblick Gber die
typischen Lastverlaufe, ist aber nicht fur eine Netzauslegung geeignet.

In den Szenarien Ref, VIH und V2H unterscheidet sich der mittlere Tagesgang nur
geringfugig. Der Verlauf ist gepragt durch zwei Lastberge: der erste, etwas kleinere,
morgens gegen 6:00 Uhr und der zweite, deutlich héhere, in den Abendstunden gegen
18:00 Uhr. Die Eigenverbrauchserhohung dampft beide Spitzen etwas ab und hebt dafir
die durchschnittliche Last in der Mittagszeit etwas an. Durch die zusatzliche Tarif-
optimierung (VIH+ und V2H+) erhéht sich die Last in den Mittagsstunden auf Grund
gunstiger Preise weiter. Da die bisherige Lastspitze aus den Abendstunden abgeddmpft
wird, verschiebt sich die maximale Last in den Vormittag. Besonders sichtbar wird dieser
Effekt im V2G Szenario, bei dem die Lastspitze vormittags stark ansteigt und in den
Abendstunden Energie in das Netz zurlickgespeist wird. In diesem Szenario ergibt sich
somit ein vollig anderes Bild des mittleren Tagesgangs. Insgesamt ist bei allen
preisoptimierten Ladestrategien die sttindliche Zeitauflésung der Strompreise, welche sich
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in Lastspitzen zu Beginn der Stunde niederschlagt, erkennbar. Dieses Verhalten ist dem
Prioritatsfaktor fur das Laden der Elektrofahrzeuge geschuldet, durch den im Falle von
gleichen Preisen eine frihzeitige Ladung angereizt wird (siehe Abschnitt 6.4.1). Das
realistische Szenario vereint beide beschriebenen Effekte und fihrt in Summe zu einer
niedrigeren mittleren Lastspitze, welche weiterhin in den Abendstunden liegt.
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Abbildung 7-11:  Mittlere Leistung je Hausanschluss fiir die unterschiedlichen Szenarien im
Jahr 2040

Mittlere Jahresdauerlinie des Transformators

Zur Interpretation der resultierenden Last sind in Abbildung 7-12 die mittleren Jahresdauer-
linien am Transformator je Szenario dargestellt. Zur Erstellung der Dauerlinien wurden je
Szenario die 1.206 Transformatorlastgange Uber ein Jahr gemittelt und anschlieBend
absteigend sortiert. Wie bereits bei den vorherigen Analysen zeigen sich auch in der
Jahresdauerlinie zwischen den Szenarien Ref, VIH und V2H nur geringfligige Unterschiede.
V2H senkt die Lastspitzen leicht ab und fiihrt zu geringeren Rickspeisungen. Die maximale
Last liegt im Bereich von 190 kW. Im Szenario V1H+ steigt die Lastspitze auf 505 kW (265 %
der Referenz) und bei V2H+/V2G auf 537 kW (280 %).
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Abbildung 7-12:  Mittlere Jahresdauerlinie fur die unterschiedlichen Szenarien im Jahr 2040
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Zusatzlich steigt auch die Dauer hoher Leistungen vor allem im V2G Szenario stark an und
liegt in 600 Stunden Uber der Hochstlast im Referenzszenario. In diesem Szenario erhdht
sich auch die maximale Ruckspeiseleistung stark von circa 35 kW auf 320 kW. Die Anzahl
der Stunden mit Rickspeisung betragt im Referenzszenario ca. 700 und nimmt durch PV-
Optimierung auf 639 (V1H), ca. 520 (V2H, V1H+) bzw. 370 (V2H+) ab. Durch die
Ruckspeisung im V2G Szenario verdoppelt sich die Rickspeisezeit nahezu auf ca.
1200 Stunden.

7.24  Netzuberlastungen

Die beschriebenen Verdnderungen der Energiemengen und gleichzeitigen Leistungen
stellen somit neue Anforderungen an die Stromnetze. In Abbildung 7-13 sind analog zur
Abbildung 7-2 die auftretenden Netziberlastungen unterteilt in die Uberlastungsarten
dargestellt. Neben dem Referenzszenario werden die Auswirkungen der Szenarien im Jahr
2040 gezeigt. Wie auf Grund der Gleichzeitigkeitsanalysen und Lastgdnge zu erwarten war,
sind in den Szenarien VIH und V2H geringfligig (~1 %) weniger Netzgebiete Uberlastet. In
diesen Szenarien sind alle Kennwerte (Spannungsbandverletzungen, Transformator- oder
LeitungsUberlastungen) leicht reduziert oder identisch zum Referenzszenario. Durch die
Tarifoptimierung in den Szenarien VIH+, V2H+ und V2G steigt die Anzahl der Uberlasteten
Netzgebiete auf Uber 68,7 % (VIH+) bzw. 71,1 % (V2H+ und V2G) an. Dies bedeutet, dass
es in Uber zwei Drittel der Netze zu mindestens einem Zeitpunkt des Jahres und bei einem
Betriebsmittel zu einer Uberlastung kommt und somit bis zum Jahr 2040 Netzverstarkungs-
maBnahmen zu ergreifen sind.
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Abbildung 7-13:  Auftretende Netzuberlastungen in den Szenarien im Jahr 2040 unterteilt
in die Uberlastungsarten

Die detaillierte Betrachtung zeigt, dass in 45,8 % (VIH+) bzw. ca. 50 % (V2H+, V2G) der

Netze mindestens eine Leitung Uberlastet ist. Insgesamt sind im Szenario V2H+ 9,0% der

Leitungslange Uberlastet, was 271 der betrachteten 3.016 Leitungskilometern entspricht.

Ohne variable Strompreise liegt der Wert bei unter einem Prozent der Leitungslange und
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unter 30 km. Somit steigt nicht nur der Anteil der Netze mit Leitungsuberlastungen stark
an (nahezu Faktor funf), sondern auch betroffene Leitungslange erhdht sich auf das
Zehnfache. Eine Detailauswertung zu den Leitungsauslastungen folgt im nachsten Abschnitt
und ist in Abbildung 7-14 zu finden.

Die einspeisebedingten Uberlastungen (zu hohe Spannungen bzw. Transformator-
Uberlastungen im Ruckspeisefall) nehmen im V2G Szenario durch die erlaubte Netzriick-
speisung stark zu. Insgesamt treten in diesem Szenario in 44,2 % der Netze zu hohe
Spannungen auf und 52,4 % der Transformatoren sind im Rickspeisefall Uberlastet. Der
Anstieg der zu hohen Spannungen bei VIH+ bzw. V2H+ begrindet sich durch die
Verschiebung von Ladevorgangen in Zeiten mit glnstigen Strompreisen, welche nicht
immer mit der lokalen PV-Erzeugung im Netzgebiet zusammenfallen. Somit kann es
vorkommen, dass durch die Preisoptimierung weniger lokal erzeugter Strom geladen wird
und dadurch in einzelnen Zeitschritten hdhere Spannungen auftreten.

Insgesamt dominieren in den unterschiedlichen Szenarien jedoch weiterhin die last-
bedingten Engpasse. Durch die starke Synchronisation der Ladezeitpunkte bei VIH+, V2H+
und V2G, welche sich auch in den maximalen gleichzeitigen Leistungen der Fahrzeuge und
Haushalte zeigen, treten in den bidirektionalen Fallen in 64,8 % der Netzgebiete
Spannungen unterhalb von 0,94 pu auf. Es steigt sowohl die Anzahl der betroffenen
Netzgebiete als auch der Hausanschlisse an. Ohne Tarifoptimierung treten an ca. 25 % der
44.628 HausanschlUsse zu geringe Spannungen auf, bei V2H+/V2G sind Uber 71,5 % der
Hausanschlisse betroffen. Zusatzlich steigt auch die Anzahl der Netzgebiete, in denen der
Transformator im Lastfall Uberlastet ist, von ca. 33 % auf 65 % an. Eine detaillierte Analyse
der maximalen Transformatorauslastungen erfolgt im Gberndchsten Abschnitt und ist in
Abbildung 7-15 dargestellt. Eine Sensitivitatsanalyse bei der schrittweise der Anteil der
Hausanschlisse mit variablen Tarifen von 0 — 100 Prozent erhéht wird und somit ein
Wechsel vom Use Case V2H in V2H+ stattfindet, ist im Anhang (Abbildung A-12) dargestellt.
Hierbei zeigt sich, dass am wenigsten Uberlastungen bei einem Anteil von 10 % auftreten.
Bis zu 15 % variable Tarife fihren zu keinem erhdhten Netzausbaubedarf im Vergleich zu
V2H. Ab ca. 20 % preisoptimierter Hausanschliisse steigen indes die Uberlastungen nahezu
linear an. Der Anteil der Netze mit Transformatortberlastungen bzw. Spannungsband-
verletzungen liegt Uber den gesamten Untersuchungsbereich immer nah zusammen und
steigt synchron von ca. 34 % auf 65 % an. Ebenfalls ab 20 % Teilnahmegrad steigt auch der
Anteil der Netze mit Leitungsuberlastungen von ca. 11 % auf bis zu 40 % stark an.

Im realistischen Szenario sind durch die Durchmischung der Use Cases, die geringere
Ansteckwahrscheinlichkeit und die angepasste Blindleistungsregelung am wenigsten Netze
betroffen (40,5 %). Dieses Szenario weist bei allen Uberlastungsarten die geringsten Werte
auf. Aus Netzsicht ist somit eine Durchmischung verschiedener Betriebsweisen vorteilhaft.

In den weiteren Abschnitten werden die unterschiedlichen Uberlastungsarten im Detail
analysiert, um neben der reinen Anzahl von Netzgebieten, die Uberlastet sind, auch die
Uberlastungen selbst besser zu verstehen.
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Leitungsuberlastungen

Wie bereits im vorherigen Abschnitt erlautert, wird in Abbildung 7-13 jedes Netzgebiet mit
mindestens einer Leitungstiberlastung, unabhéngig vom Ausmal der Uberlastung, in der
Kategorie Leitung als Uberlastet gezahlt. Abbildung 7-14 zeigt im Gegensatz dazu, welcher
Anteil des Netzgebiets langenmaBig Uberlastet (links) bzw. kritisch (rechts) ist. Als kritisch
bzw. in der gelben Ampelphase werden Auslastungen Uber 90 % angesehen. Es zeigt sich,
dass neben der Anzahl der Uberlasteten Netze auch die betroffene Leitungslange durch die
Preisoptimierung ansteigt. Bei V2G sind 9,6 % der Leitungslange im Gegensatz zu 1 % bei
V2H Uberlastet. Ebenso erhéht sich zusatzlich der Anteil der Leitungen mit kritischer
Belastung. Wahrend in der Referenz nur 0,4 % der Leitungen zusatzlich im kritischen
Bereich liegen, steigt dieser Wert auf 1,7 % im V2G Szenario.
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Abbildung 7-14: Uberlastete und stark ausgelastete Leitungen in Prozent der
Leitungslange fur die unterschiedlichen Szenarien im Jahr 2040

Transformatorauslastungen

Im Gegensatz zu den Leitungen kann der Transformator eines Netzgebiets entweder
Uberlastet sein oder nicht. Es ist nur die maximal aufgetretene Auslastung entscheidend.
Dies ist unabhangig davon, ob es sich um eine Last- oder Einspeisesituation handelt. Ein
wichtiger Kennwert zur Quantifizierung des Umfangs der Uberlastung ist die maximale
Transformatorauslastung. In Abbildung 7-15 sind die maximalen Auslastungen der Trans-
formatoren in den unterschiedlichen Szenarien absteigend sortiert dargestellt. Die
Schnittpunkte mit der roten 100 %-Auslastungslinie beschreiben die Anteile der
Uberlasteten Transformatoren. Wahrend bei den Szenarien Ref, VIH, V2H und Real die
maximalen Auslastungen einzelner Transformatoren im Bereich von 400 % liegen, steigen
diese Werte durch die Preisoptimierung auf 1.344 % (VIH+), 1.971 % (V2H+) und 2.569 %
(V2G) an. In diesen Szenarien ist somit ein Transformatortausch nicht mehr durchfthrbar,
da die auftretenden Leistungen die typischen TransformatorengréBen Uberschreiten. In
diesem Fall sind zusatzliche Transformatoren zu installieren oder die Netze in mehrere
Netze aufzuteilen bzw. neu zu strukturieren.
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Abbildung 7-15:  Auslastungslimit  und maximale Transformatorauslastungen  der
analysierten Netzgebiete fur die unterschiedlichen Szenarien im Jahr
2040

Spannungsbandverletzungen

Bei den unteren Spannungsbandverletzungen werden die Anteile der betroffenen
Netzgebiete sowohl nach den definierten Grenzwerten als auch in Anlehnung an die
DIN EN 50160 ausgewertet, wobei fir bis zu 5 % der Spannungswerte ein Wert im Bereich
von 0,89 bis 0,94 pu erlaubt ist [170]. Somit treten hier nur dann Spannungsband-
verletzungen auf, wenn entweder ein Wert < 0,89 pu ist oder mehr als 10 % der Werte
< 0,94 pu sind. Im Gegensatz zur Norm beziehen sich die Auswertungen auf 15 statt
10-Minutenmittelwerte, wodurch die Anzahl der Uberlastungen auf Grund der Mittelung
Uber einen langeren Zeitraum etwas unterschatzt wird. Insgesamt zeigt diese Auswertung,
dass die auftretenden Spannungsbandverletzungen mit den definierten Grenzwerten im
Vergleich zur Norm (berschatzt werden. Je nach Szenario liegt die Uberschatzung im
Bereich von 12 — 22 Prozentpunkten, wie Abbildung 7-16 entnommen werden kann.

Bei der weiteren Analyse mit 0,94 pu als Grenzwert zeigt sich, dass durch die
Preisoptimierung nicht nur die Anzahl der betroffenen Netzgebiete, sondern auch die der
Hausanschlisse stark ansteigt. Im V2H Szenario waren beispielsweise 33 % der Netzgebiete
und 24 % der HausanschlUsse betroffen, bei V2G hingegen 65 % der Netzgebiete und 72 %
der Hausanschlusse. Die auftretenden Unterspannungen sind somit nicht nur an einzelnen
Netzauslaufern zu finden, sondern treten groB3flachig auf. Die mittleren zeitlichen Umfange
Uber alle Netzgebiete liegen bei 1—4 % der Zeit bzw. zwischen 93 und 325 Stunden pro
Jahr. Die Zeiten innerhalb der einzelnen Netzgebiete schwanken stark und im Extremfall
treten Uber 4.000 Stunden mit Spannungsbandverletzungen auf. Fir die Analyse der
Hausanschlisse und der zeitlichen Umfange wurde der Grenzwert von 0,94 pu verwendet.
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Abbildung 7-16: Anteil der Netze nach Norm wund <094 pu Kriterium sowie
Hausanschltsse mit unteren Spannungsbandverletzungen und Dauer der
Verletzungen in den unterschiedlichen Szenarien im Jahr 2040

Analyse der Netziiberlastungen nach Zeit und Ursache

Nach der Analyse und Diskussion der auftretenden Netziberlastungen werden im Weiteren
sowohl die Zeiten als auch die Ursachen genauer betrachtet. In Abbildung 7-17 sind die
aufgetretenen Uberlastungen hinsichtlich ihrer Auftrittszeit dargestellt. Insgesamt besteht
die Abbildung somit je Szenario aus einer Matrix mit 96 Viertelstunden fir jeden Tag des
Jahres. Die Anzahl der Uberlasteten Netzgebiete je Zeitschritt ist farblich dargestellt. Falls
zu einem Zeitschritt in keinem Netzgebiet eine Uberlastung vorliegt, ist das entsprechende
Feld schwarz markiert. Je heller ein Feld ist, desto mehr Uberlastungen treten auf. Die obere
Abbildung zeigt das Referenzszenario, in welchem die Uberlastungen Gberwiegend in den
Wintermonaten mit einem Maximum im Bereich von 30 % im Februar, welcher im
verwendeten Wetterjahr 2012 sehr kalt war, auftreten. Weiterhin zeigen sich ganzjahrig
vereinzelt in den Abend- und Mittagsstunden Uberlastungen. Im Szenario VIH+ (zweite
Darstellung von oben), in dem zu preisglnstigen Zeiten der Energiebezug steigt, nimmt die
Anzahl der gleichzeitigen Uberlastungen auf bis zu 65,7 % zu. Diese hohe Gleichzeitigkeit
tritt am 9. Dezember um 3:00 Uhr auf. Dies ist der Zeitpunkt, an dem die verwendeten
Strompreise den tiefsten Wert seit knapp 13 Tagen erreichen, welcher innerhalb der
nachsten 13 Tage auch nicht weiter unterschritten wird. Somit besteht zu diesem Zeitpunkt
ein groBBer Anreiz die Speicher aufzuladen. Im Szenario V2H+ (dritte Darstellung von oben),
bei der zusatzlichen Entladefahigkeit der Elektrofahrzeuge, zeigt sich ein ahnliches Bild,
jedoch nimmt die Dauer der gleichzeitig auftretenden Engpésse zu, da zu Zeiten mit
niedrigen Strompreisen durch vorheriges Entladen mehr geladen werden kann. Im V2G
Szenario (unterste Darstellung) steigen die gleichzeitig Uberlasteten Netzgebiete stark an.
Es sind sowohl die Ladephasen, meist mittags bei glnstigen Preisen, als auch die
Entladephasen in den Abendstunden bei hdheren Preisen, welche zu Uberlastungen fihren,
erkennbar. Insgesamt steigt die Anzahl gleichzeitig Uberlasteter Netze in Zeiten von
gunstigen Strompreisen an.

10



Bewertung und Vergleich der Use Cases und deren Netzbelastungen

00:00

06:00

12:00

Uhrzeit

18:00

24:00
00:00

06:00

12:00

Uhrzeit

18:00

24:00
00:00

06:00

12:00

Anteil Uberlasteter Netze in %

Uhrzeit

18:00

24:00
00:00

i Al TRl )
Y A i

06:00

Uhrzeit
o
o
(@)

j T |J|"|||I ¥ |

Jan Feb Marz  Apr  Mai Juni  Juli  Aug Sep Okt Nov Dez

Abbildung 7-17:  Umfang und Uhrzeiten der auftretenden Netziberlastungen in den vier
Szenarien Ref, VIH+, V2H+ und V2G (von oben nach unten) fur das Jahr
2040 nach [104]

Zum Verstandnis der Ursache der Uberlastungen sind in Abbildung 7-18 die Lastanteile der
Elektrofahrzeuge und Warmepumpen zu Zeiten mit einer Netzlberlastungen in den
verschiedenen Szenarien dargestellt. In den Szenarien Ref, VIH und V2H dominieren die
Warmepumpen mit ca. 50 % der Last im Gegensatz zu den Elektrofahrzeugen mit ca. 26 %.
Neben den Mittelwerten sind in den Boxplots auch die Verteilungen sichtbar. Durch die
Preisoptimierung der Elektrofahrzeuge (VIH+, V2H+ und V2G) werden diese zu den
Hauptverursachern von Netziberlastungen. In diesen Szenarien steigt der Lastanteil auf
70 — 80 % an. Obwohl die Warmepumpen identisch betrieben werden, sinkt durch den
Anstieg der Anzahl und Hohe der Uberlastungen prozentual deren Lastanteil an allen
Uberlastungen auf ca. 10 % ab. Das realistische Szenario mit &hnlicher Uberlastungsanzahl
wie das V2H Szenario weist ebenfalls einen gréBeren Lastanteil von Warmepumpen bei
Uberlastungen aus, da Ladevorgiange durch die unterschiedlichen Use Cases zeitlich
entzerrt werden.
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Abbildung 7-18: Lastanteile der Elektrofahrzeuge und Warmepumpen in Zeiten mit
Netzlberlastungen in den unterschiedlichen Szenarien im Jahr 2040

Uberlastete Netze im Verhaltnis zur Anzahl der Hausanschliisse

Abschlieend wird in diesem Abschnitt betrachtet, ob ein Zusammenhang zwischen den
Uberlasteten Netzen und ihrer GroBe bzw. der Anzahl der Hausanschlisse besteht. In
Abbildung 7-19 sind hierzu die Netzgebiete in 16 GroBenklassen bezlglich der Anzahl ihrer
Hausanschlisse eingeteilt. Die erste Klasse beinhaltet alle Netze mit 1— 10 Hausanschlissen
und die zweite alle Netze mit 11 — 20 Hausanschlissen. Die entsprechende Logik setzt sich
fort. Die letzte Klasse beinhaltet die zwolf Netze mit mehr als 150 Hausanschlissen. Zur
Darstellung der Haufigkeit der Klassen ist zusatzlich die kumulierte Haufigkeit der Netze
eingezeichnet. Flur die drei Szenarien V2H, V2H+ und V2G sind immer anteilig die
Uberlasteten Netzgebiete je Klasse dargestellt. Im V2H Szenario besteht beispielsweise in
der Klasse 21— 30 Hausanschlusse in 33 % der Netze Ausbaubedarf. Insgesamt nimmt mit
steigender Anzahl der Hausanschllsse auch der Anteil der Gberlasteten Netze zu. Dies |&sst
darauf schlieBen, dass gerade gréBere Netzgebiete durch die betrachtete Elektrifizierung
Uberlastet werden. Ab 80 Hausanschlissen je Netzgebiet sind 80 % der Netzgebiete
Uberlastet.
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Abbildung 7-19:  Uberlastete Netzgebiete in Abhangigkeit der NetzgréBe in ausgewdahlten
Szenarien im Jahr 2040
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Noch deutlicher wird dies bei den Szenarien V2H+ und V2G, die nahezu deckungsgleich
sind. Hier treten in allen Netzen mit mehr als 55 Hausanschliissen Uberlastungen auf. Selbst
mittlere Netzgebiete zwischen 11 und 50 Hausanschllssen sind zu 86 % Uberlastet. Lediglich
kleine Netze mit weniger als zehn HausanschlUssen sind groBtenteils (80 %) engpassfrei.

Exkurs: Moglichkeiten zur Netzengpassbehebung

Im Weiteren wird ermittelt, ob die vorliegenden Ausbaubedarfe durch den Austausch des
bestehenden Transformators durch einen mit héherer Leistung oder durch den Einsatz
eines regelbaren Ortsnetztransformators (rONT) mit entsprechender Leistung erfullt
werden. Bei einem rONT kann die Spannung auf der Niederspannungsseite unter Last
geregelt werden [178]. Bei einer Uberlastung des Transformators wird geprift, ob die
maximal aufgetretene Scheinleistung unterhalb von 1.000 kVA liegt, und somit der Netzaus-
baubedarf durch einen Transformatortausch abgedeckt werden kann. Diese Grenze wird
gewahlt, da dies die hochste in den Netzdaten vorkommende Transformatorleistung ist.
Transformatoren mit hoherer Leistung werden nur selten eingesetzt und stellen somit keine
Standardbetriebsmittel dar. Durch den Einsatz eines Transformators mit bis zu 1.000 kVA
kdnnen im Referenzszenario in 19 % der Netze die Engpasse gelost werden (siehe
Abbildung 7-20). Ahnliche Werte ergeben sich auch fir die Szenarien V1H, V2H und Real.
Bei den preisoptimierten Szenarien (V1H+, V2H+, V2G) kdnnen durch den Transformator-
tausch jedoch nur 7-9% der Engpéasse reduziert werden. Dies ist insofern nicht
verwunderlich, da durch diese MaBBnahme nur Transformatoriberlastungen geldst werden
konnen und die anderen Uberlastungen weiterhin bestehen.
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Abbildung 7-20: Moglichkeiten zur Engpassvermeidung durch Transformatortausch oder
Einsatz eines rONT in den unterschiedlichen Szenarien im Jahr 2040

Mit Hilfe des rONT konnen hingegen in einem gewissen Rahmen zusatzlich auch
Spannungsbandverletzungen vermieden werden. Hierfir werden fur die Auswertung die
erlaubten Spannungsbereiche auf +10 % (statt +6 %) erweitert. Es wird also davon
ausgegangen, dass der rONT die Spannungsebenen vollstandig entkoppelt und somit fur
die Niederspannungsebene das gesamte erlaubte Spannungsband zur Verfigung steht.
Prinzipiell ist auch eine auslastungsabhangige Sollwertanpassung der Spannung maéglich,
um noch mehr Flexibilitdt zu erhalten. Durch das zusatzliche Spannungsband bestehen in
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den Szenarien ohne Tarifoptimierung nur noch in 15 % der Netzgebiete Ausbaubedarfe
(-65 %). Somit kann ein GroBteil der Engpasse vermieden werden, die nicht auf Uberlastete
Leitungen (11 %) zurlckzufihren sind. Anders sieht es hingegen in den preisoptimierten
Szenarien aus. Durch die sehr hohen auftretenden Leistungen und beschriebenen
Auslastungen bestehen auch nach einem rONT Einsatz noch in 50 — 54 % der Netze weitere
Ausbaubedarfe (-28 % bis -24 %). Im realistischen Szenario kénnen durch den Einsatz des
rONT mit entsprechender GréBe 64 % der Netze engpassfrei betrieben werden. Nur in
13,1 % der Netze bleibt weiterer Ausbaubedarf bestehen.

7.3 Netzengpassbehebung durch Flexibilitdtseinsatz

Neben den bereits ausfihrlich diskutierten nutzerorientierten Use Cases werden im
Folgenden zwei Use Cases detailliert betrachtet, deren Ziel in der Entlastung des lokalen
Netzes liegt. Diese Use Cases konnen parallel zu den bereits beschriebenen Use Cases aktiv
sein und werden als praventive und kurative Netzengpassbehebung bezeichnet. Bei der
praventiven MaBnahme, den variablen Netzentgelten, ergeben sich zusatzliche Erlos-
maoglichkeiten, welche in der Optimierung beachtet werden. Im Fall der kurativen Spitzen-
glattung erfolgt eine langfristige Flexibilitatszusage gegenliber dem Netzbetreiber. Die
Erldse sind unabhangig der Flexibilitdtsnutzung. Im Engpassfall ist eine Leistungsein-
schrankung durch den Netzbetreiber zwingend einzuhalten, wobei es zu Konflikten
zwischen den Use Cases kommen kann. Inwieweit es zu Konflikten kommt, wird in
Abschnitt 7.3.2 analysiert.

Alle weiteren Simulationen mit Beachtung der Netzrestriktionen haben als Basisszenario
das realistische Szenario mit der beschriebenen Use Case Durchmischung (siehe
Abbildung 7-5). Um die Rechenzeit zu verkirzen und mehr Sensitivitdtsanalysen durch-
fuhren zu koénnen, wird fur die weiteren Betrachtungen nur die jeweils relevante Teilmenge
aller 1.206 Netze ausgewahlt.

7.3.1 Praventive Netzengpassbehebung

Die folgenden Ergebnisse zur praventiven Netzengpassbehebung mittels variablen
Netzentgelten wurden bereits in [167] verdffentlicht. Zur Bewertung der variablen
Netzentgelte wird die Stichprobe der Netze reduziert. Zundchst werden die 717 Netze ohne
Uberlastung aussortiert, wodurch 489 Netze verbleiben. Da im gewahlten Szenario die
Hauptflexibilitat von den Elektrofahrzeugen stammt, werden zudem die 300 Netze, welche
auch ohne Elektrofahrzeuge wegen der zusatzlichen Warmepumpen, die bedarfsgefihrt
betrieben werden, Uberlastet sind (siehe Sensitivitatsanalyse in Kapitel 7.1), nicht weiter
betrachtet. Mit diesen Einschrankungen kann die Stichprobe auf 189 Netze, die im
realistischen Szenario Uberlastet sind, reduziert werden. [167]

Mit dieser Stichprobe werden unterschiedliche Prognosevarianten und Sensitivitaten fur die
Auslastungsgrenzwerte des Transformators, des Netzentgeltfaktors und des Teilnahme-
grads von flexiblen HAs durchgefihrt (siehe Abschnitt 6.5.1). Die Ergebnisse sind in
Abbildung 7-21 zusammengefasst. Zunachst werden die drei Prognosevarianten (A) mit
einem Grenzwert von 60 % Auslastung und einem Netzentgeltfaktor von 50 % simuliert.
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Somit variieren die Netzentgelte zwischen 0 (Minimum) und 10,1 ct/kWh (Maximum), das
mittlere Netzentgelt bleibt wie bei den Simulationen zuvor bei 5,05 ct/kWh. Durch die
einfache statische Prognose (Stat. Prog.) kénnen nur in 4 % der Uberlasteten Netze
samtliche Engpasse vermieden werden. Bei der zweiten Prognosevariante (Flex. Prog.), bei
der die Flexibilitatsoptionen vereinfacht bertcksichtigt werden, steigt dieser Wert auf 7 %
an. Deutlich besser, mit 19,5 % weniger Uberlasteten Netzen, ist die Variante mit der
dynamischen Prognose (Dyn. Prog.). [167]

Aufbauend auf diesen Ergebnissen wurden die weiteren Sensitivitdten mit dynamischer
Prognose durchgefuhrt (siehe Abbildung 7-21 (B)). Die Variation des Netzentgeltfaktors
(Fne) zeigt, dass bei hoheren Preisunterschieden (Fne: 100 %) mehr Netziberlastungen
vermieden werden kénnen (3,8 Prozentpunkte) und ein verringerter Preisunterschied
(Fne: 15 %) die Effektivitat reduziert (- 5,7 % Prozentpunkte). Die hier verwendeten Werte
dienen nur als Beispiel, um die Effekte auf die Netzbelastung zu bewerten. Die Werte
wurden so gewahlt, dass im Verhaltnis zu den Gesamtkosten ein Anreiz besteht und die
Unterschiede zwischen den funf Stufen (siehe Abbildung 6-7) immer gleich groB sind. Die
Sensitivitat mit einem Wert von 15 % ist an den Ursachen der Netzkosten angelehnt, welche
sich nach [179] in der Niederspannungsebene zu ca. 70 % in auslastungsunabhangige,
strukturbezogene und zu 30 % in leistungsbezogene Kosten aufteilen lassen. Mit einem
Wert von 15 % als Netzentgeltfaktor und zwei Reduktionsstufen ergibt sich ein Minimum
von 70 % der fixen Netzentgelte, welches den auslastungsunabhangigen Kosten entspricht.
In der Sensitivitdt des Grenzwerts fur die Transformatorauslastung (Gra) werden fur den
Wert von 70 % bessere Ergebnisse als bei 50 % erzielt. In diesem Fall treten nur seltener
hohe Netzentgelte auf und der Anreiz in diesen Zeiten die Last zu reduzieren steigt an.
Wenn die Netzentgelte zu haufig hoch sind, wird folglich die Lenkungswirkung
abgeschwacht. [167]
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Abbildung 7-21:  Auswirkungen der unterschiedlichen Methoden zur Bestimmung der
variablen Netzentgelte auf die Anzahl der Uberlasteten Netze nach [167]
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Als letztes wird der Teilnahmegrad an den variablen Netzentgelten von den Haus-
anschlissen mit variablen Bezugspreisen auf alle erweitert, um die Auswirkungen einer
erhohten Flexibilitat zu analysieren. Durch die zusatzliche Flexibilitat steigt das
Netzentlastungspotenzial an und es kdnnen die Engpasse in 33 % der Netze vermieden
werden. [167]

AbschlieBend wird der Einfluss der variablen Netzentgelte in einer zusatzlichen Simulation
mit allen 1.206 Netzen und den jeweils besten Parametern aus der Sensitivitatsanalyse
(dynamische Prognose, Netzentgeltfaktor 100 % und Transformatorauslastungsgrenze
70 %), allerdings mit Ausnahme der Teilnahmequote, welche wie im realistischen Szenario
bleibt, ermittelt. In dieser Simulation kommt es einerseits trotz der variablen Netzentgelte
in keinem der 717 zuvor nicht Uberlasteten Netzen zu Uberlastungen und andererseits
kdnnen in keinem der 300 hauptsachlich wegen der zusatzlichen Warmepumpenlast
Uberlasteten Netze alle Engpéasse vermieden werden. Eine Ubersicht der unterschiedlichen
Uberlastungen ist im Anhang in Abbildung A-13 dargestellt. Weiterhin zeigt sich, dass von
den zuvor 189 Netzen weiterhin in 76,2 % Ausbaubedarf besteht. Die Reduktion erfolgt
Uberwiegend bei Transformatoriberlastungen, welche von 66,1% auf 37,6 % (- 43,1 %)
zurlckgehen. Das war insofern erwartbar, da die variablen Netzentgelte basierend auf der
Transformatorauslastungsprognose bestimmt werden. Zudem treten statt in 59,3 % der
Uberlasteten Netze nur noch in 51,3 % (-13,5 %) zu niedrige Spannungen auf. Auch der
Anteil der Netze mit Leitungsuberlastungen sinkt durch die variablen Netzentgelte von
8,5 % auf 6,9 % ab. [167]

Da die meisten Netze mit Ausbaubedarfen Transformatoriberlastungen (125 Netze)
aufweisen, sind in Abbildung 7-22 die Uber ein Jahr summierten Dauern der Transformator-
Uberlastungen fir das realistische Szenario mit fixen und mit variablen Netzentgelten fir
diese Netze dargestellt. Die Darstellung ist aus Grinden der Ubersichtlichkeit bei
80 Stunden abgeschnitten. Die vier links dargestellten Netze weisen bei fixen Netzentgelten
TransformatorUberlastungen in 276, 120, 102 bzw. 95 Stunden auf. [167]

80 1
g 70 - Fixe Netzentgelte
2 Il \2riable Netzentgelte (Dyn. Prog.)
o ]
= 60
S £50
S5
£ 5 40
5 Vsl
% .S 30 -
-
o
= 20
o
s 10
o

waili [T Lo

Netze

Abbildung 7-22: Jahressumme der Dauer mit Transformatoriberlastungen je Netzgebiet
mit fixen und variablen Netzentgelten (dyn. Prog., Fne: 100 % und Grenze
Trafo 70 %) (Darstellung bei 80 Stunden abgeschnitten) nach [167]
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Durch die variablen Netzentgelte treten an 56 Transformatoren keine Uberlastungen mehr
auf. Zusatzlich reduziert sich durch die variablen Netzentgelte auch in nahezu allen
Netzgebieten die Dauer der Uberlastungen und sinkt insgesamt um 82 %. Somit kénnen
nicht nur Netzlberlastungen vermieden werden, sondern zusatzlich deren Umfang
reduziert werden.

Zusammenfassend ermoglichen variable Netzentgelte eine Reduktion der Netze mit
Ausbaubedarfen. Bei Kombination dieses Use Cases mit variablen Strompreisen besteht das
Risiko, dass die unterschiedlichen Borsenpreise die variablen Netzentgelte Uber-
kompensieren und somit der Use Case in gewissen Zeitraumen nicht den gewlnschten
Effekt zeigt. Zur weiteren Verbesserung der Effektivitat kdnnten neben der Transformator-
auslastung auch weitere Kennwerte, wie beispielsweise die Spannung, in die Berechnung
der variablen Netzentgelte miteinbezogen werden.

7.3.2 Kurative Netzengpassbehebung

Die M&glichkeiten der kurativen Engpassbehebung mittels Spitzenglattung wird analog zu
den variablen Netzentgelten basierend auf dem realistischen Szenario durchgefihrt. Da die
Spitzenglattung nur dann Anwendung findet, wenn es zu einer Netziberlastung kommt
und ansonsten keinerlei Einfluss auf die Simulation hat, kann die Stichprobe fir die
Berechnung auf die Uberlasteten Netze begrenzt werden. Die folgenden Ergebnisse wurden
bereits in [169] veroffentlicht und basieren auf der vom Autor betreuten Masterarbeit von
Rodler [65].

Die Spitzenglattung wird mittels des vollflexiblen Kunden nach [63] mit einer unbedingten
Leistung von mindestens 5 kW je Hausanschluss und einer bedingten Leistung, die der
Summe der Nennleistungen der Flexibilitdtsoptionen entspricht, abgebildet. Somit kann
innerhalb  der Kundenanlage die Leistung zwischen den unterschiedlichen
Flexibilitatsoptionen beliebig verteilt und selbst erzeugte Energie genutzt werden. Die
mogliche Reduktion der bedingten Leistung erfolgt auf 60 %, 30 % oder 0 %. Maximal ist
eine vollstandige Reduktion flr zwei Stunden oder entsprechend langer bei geringerer
Reduktion erlaubt. Die minimale Dauer einer Reduktion liegt auf Grund der zeitlichen
Simulationsauflésung bei 15 Minuten. Fur die Spitzenglattung werden analog zu den
nutzerorientierten Use Cases die Flexibilitatsoptionen  Elektrofahrzeuge und
Batteriespeicher betrachtet. Batteriespeicher werden nur dann zur Bestimmung der
bedingten Leistung miteinbezogen, falls sie preisoptimiert betrieben werden, da diese
ansonsten nur zur Optimierung des Eigenverbrauchs ohne Ladung aus bzw. Entladung in
das Stromnetz verwendet werden. Da die Warmepumpen mit einer warmegefihrten
Betriebsweise modelliert werden und aktuelle Forschungsergebnisse aus dem Projekt
.Intelligente Warme Minchen” zeigen, dass durch eine Abschaltung von zwei Stunden an
kalten Tagen die geforderten Anlagenparameter nicht mehr eingehalten werden kénnen,
wird deren Leistung nicht reduziert [180]. Ebenso werden elektrische Speicherheizungen
nicht betrachtet, da fur diese im vorgeschlagenen Entwurf des SteuVerG zur Umsetzung
der Spitzenglattung ein Bestandsschutz vorgesehen war und somit vermutlich nur ein
geringer Anteil der Anlagen, mit entsprechend nachgeristeter Steuerungstechnik, an
diesem Modell partizipieren wirde [168]. Die Umsetzung der Spitzengldttung wirkt sich
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somit Uberwiegend auf Elektrofahrzeuge aus, wie in der Stellungnahme der Agora zum
Referentenentwurf des SteuVerG kritisiert [181].

Zur besseren Vergleichbarkeit der Ergebnisse und der Einflisse werden fir die Jahre 2030
bis 2050 nur die Anzahl der Flexibilitatsoptionen (siehe Abschnitt 4.3) angepasst und alle
weiteren Daten, wie z. B. Preiszeitreihen, aus der Simulation des Jahres 2040 beibehalten.
Somit verandern sich Gber die Jahre nur die installierten Leistungen der Flexibilitdtsoptionen
und deren Anzahl. In Abbildung 7-23 sind die Ergebnisse der Berechnungen dargestellt. Es
zeigt sich, dass im realistischen Szenario der Anteil der engpassfreien Netze von 78 %
(2030) auf 59 % (2040) bzw. 45 % (2050) absinkt. Durch die Spitzenglattung kénnen im Jahr
2030 in 85 der 267 (31,8 %) Uberlasteten Netze samtliche Engpasse vermieden werden. Von
diesen 85 Netzen kdnnen jedoch im Jahr 2040 nur noch sieben mittels Spitzenglattung
engpassfrei betrieben werden. Insgesamt steigt die Anzahl der Giberlasteten Netze auf 489
an, wovon 103 (21,1 %) durch Spitzenglattung engpassfrei werden. Eine Ubersicht der
unterschiedlichen Uberlastungsarten ist im Anhang in Abbildung A-13 dargestellt. Im Jahr
2050 sind nur 89 (13,4 %) der 664 engpassbehafteten Netze durch Spitzenglattung heilbar.
Insgesamt zeigt sich somit, dass die Spitzenglattung in der hier angewendeten Form
Netzausbau meist nicht ersetzen, aber zeitlich verzégern kann. [169]
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Abbildung 7-23: Resultierende Netzbelastungen bei Anwendung der Spitzenglattung
(Basisparametrierung) auf das realistische Szenario fur die Jahre 2030,
2040 und 2050 nach [169]

Auftretende Netziberlastungen trotz Spitzenglattung lassen sich durch die folgenden drei
Ursachen erklaren:

1. Uberschreitung der maximalen Eingriffsdauer je Tag
2. Unbedingte Last zu hoch
3. Einspeisebedingte Engpasse

Die Uberlastungen im Jahr 2040 sind (berwiegend auf die Begrenzung der maximalen
Eingriffsdauer (378 Netze: 97,4 %) zurlickzufihren. In 292 dieser Netze (79,4 %) ist zudem
die unbedingte Leistung zu hoch, um die Engpasse durch Abschalten der bedingten
Leistung zu vermeiden. In sechs weiteren Netzen ist die unbedingte Leistung zu hoch, aber
die maximale Eingriffsdauer wird nicht Gberschritten. Einspeisebedingte Uberlastungen
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treten hingegen nur in neun der Uberlasteten Netze (0,01 %) auf. In zwei dieser neun Netze
findet die Spitzenglattung keine Anwendung, da ausschlieBlich einspeisebedingte Uber-
lastungen auftreten. [169]

Durch die Wahl des Modells des vollflexiblen Kunden, welcher jederzeit eine unbedingte
Leistung zur Verfigung hat, stellt sich die Frage, wie hoch die Gleichzeitigkeit der
unbedingten Leistung im Falle einer vollstandigen Reduktion ist. Mindestens eine
vollstandige Reduktion tritt im Jahr 2040 in 42 der 103 Netze auf. Die Gleichzeitigkeit der
unbedingten Leistung liegt dabei im Median der Netzgebiete bei 51 % und im Maximum
bei 74 %. Die gleichzeitige unbedingte Leistung ist insofern relevant, da das Netz
mindestens auf diese auszubauen ist. Neben der gleichzeitigen unbedingten Leistung stellt
auch die tatsachliche Reduktion im Bezug zur kontrahierten bedingten Leistung einen
interessanten Kennwert dar. Im Falle einer Reduktion um 40 % wird im Median lediglich
0,94 % der kontrahierten Leistung reduziert. Bei einer Reduktion um 70 % 4,23 % und bei
einer vollstandigen Reduktion 8,71 %. Insgesamt wird in keinem Netzgebiet eine Reduktion
von mehr als 17 % der bedingten Leistung erreicht. Somit kdnnen die Netzbetreiber nur mit
einem geringen Anteil der kontrahierten Leistung rechnen. Die Ursachen fur die geringe
tatsachliche Reduktion liegen einerseits an den Gleichzeitigkeiten der Flexibilitatsoptionen,
welche vom Use Case und dem Nutzerverhalten abhangen und andererseits daran, dass
nicht immer die gesamte unbedingte Leistung ausgeschopft wird und somit diese auch fir
die Flexibilitatsoptionen genutzt werden kann. [169]

Da durch die Spitzenglattung Konflikte mit anderen Use Cases auftreten kdnnen werden im
Weiteren die Auswirkungen auf die Kunden betrachtet. Hierbei ist sowohl die Haufigkeit
wie oft einzelne Kunden limitiert werden, als auch die Betroffenheit, in welchem Umfang
die Reduktion erfolgt, von Interesse. Die Simulationsergebnisse zeigen, dass die
Eingriffsdauern sehr gering sind. Im Median der 103 im Jahr 2040 mit Spitzenglattung
engpassfrei betreibbaren Netze wird in 1,25 Stunden pro Jahr eingegriffen. Selbst im
Netzgebiet mit der langsten Eingriffsdauer liegt diese nur bei 20,5 Stunden, was 0,23 % des
Jahres entspricht. Ebenso kommt es in tber 90 % der Netzgebiete an weniger als zehn
Tagen pro Jahr zu Eingriffen durch den Netzbetreiber. Zudem sind auf Grund der oben
beschriebenen geringen tatsachlichen Reduktion im Verhaltnis zur bedingten Leistung nicht
immer alle Kunden betroffen. Eine Reduktion, die beispielsweise in Zeiten aktiv ist, in der
das Elektrofahrzeug des Kunden nicht geladen wird, betrifft diesen Kunden nicht. Die
tatsachliche Betroffenheit liegt deswegen deutlich unterhalb der Eingriffsdauer. Der Median
der durchschnittlichen Dauer je Netzgebiete liegt nur bei 11 Minuten und der Durchschnitt
je Netzgebiet ist in allen Netzen kleiner als vier Stunden. [169]

Ebenso liegt die tatsachliche Reduktion der betroffenen Kunden mit 15 %, 25 % und 39 %
fur die drei Reduktionsstufen meist wesentlich unterhalb des erwarteten Werts, welcher sich
aus der Reduktionsstufe und der bedingten Leistung berechnet. Diese entsprechen ca. 40 %
(39 — 42 %) der erwarteten Werte. Im Jahr 2040 erfolgt Gberwiegend (46 %) eine Reduktion
auf 60 %, gefolgt von 30 % (45 %) und nur in 9 % der Falle eine vollstdndige Abschaltung.
Die Eingriffe der Netzbetreiber finden hauptsachlich vormittags und abends statt. In
Tabelle 7-2 sind die beschriebenen Kennwerte der unterschiedlichen Reduktionsstufen
zusammengefasst. [169]
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Tabelle 7-2:  Auswirkungen der Leistungsreduktion auf ausgewahlte Kennwerte im
realistischen Szenario im Jahr 2040. Die angegebenen Kennzahlen sind
Mediane der durchschnittlichen Werte je Netzgebiete.

Tats. Tats. Eingriffsdauer
Reduktion Betroffene Reduktion Reduktion der (in den Haufiakeit
auf Netze bezogen auf betroffenen betroffenen 9
bed. Leistung Kunden Netzen)
60 % 76 0,94 % 15 % 0,5h 46 %
30 % 81 423 % 25% 0,75h 45 %
0% 31 8,71 % 39% 05h 9%

AbschlieBend wird die Auswirkung der Spitzengldttung auf Bilanzkreisverantwortliche
bewertet. Hierzu wird vereinfacht angenommen, dass alle betrachteten Kunden in den 1.206
Netzgebieten einem Bilanzkreis zugeordnet sind. Geringerer Energiebezug durch die
Leistungsreduktionen wird als negative Abweichung und die damit einhergehenden
hoheren Energiebezlige zu anderen Zeitpunkten (Nachholeffekte) als positive Abweichung
bezeichnet. Insgesamt wird 99 % der negativen Abweichung zu einem anderen Zeitpunkt
ausgeglichen. Aus diesem hohen Wert l3sst sich folgern, dass die Einschrankungen fir
andere Use Cases, beispielsweise Arbitragehandel, gering sind, da die Energiemengen
nahezu vollstandig nachgeholt werden und somit nur wenige Handelsgeschafte nicht
stattfinden. Ebenso bedeutet dies, dass die Leistungsreduktionen, nicht zu einer
Verschiebung der Ladevorgdnge an andere Standorte, beispielsweise an 6ffentliche
Ladeinfrastruktur, fihren. Die Summen der Abweichungen je Netzgebiet belaufen sich im
Jahr 2040 auf 13.347 kWh (positive Abweichung) bzw. 13.470 kWh (negative Abweichung).
Durch die gemeinsame Betrachtung aller Netzgebiete und die damit verbundenen
unterschiedlichen Eingriffszeitpunkte werden 13 % direkt ausgeglichen, weil positive und
negative Abweichungen zeitgleich in unterschiedlichen Netzgebieten vorkommen.
Insgesamt liegen die Abweichungen im Bereich von 0,01 % der abgesetzten Energiemenge
und somit in einem sehr geringen Bereich. In einzelnen Zeitschritten betragen die
Abweichungen bis zu einem Prozent. [169]

Sensitivitdtsanalysen zum Modell der Spitzenglattung

Im Weiteren werden die Ergebnisse unterschiedlicher Sensitivitdtsanalysen bezlglich der
Hauptparameter des Modells der Spitzenglattung fir das Jahr 2040 vorgestellt. Variiert
werden die maximale Eingriffsdauer pro Tag, die minimale unbedingte Leistung, die
bestellte bedingte Leistung, die Art der Steuerung und die teilnehmenden Kunden. Der
Fokus der Auswertungen liegt auf den resultierenden Netzbelastungen, welche in
Abbildung 7-24 zusammengefasst sind. [169]

Die Ergebnisse der Variation der maximal erlaubten Eingriffsdauer von zwei Stunden im
Basisszenario auf eine bzw. drei und finf Stunden zeigt, dass dies ein relevanter Parameter
ist. Bei einer maximalen Eingriffsdauer von einer Stunde pro Kalendertag kénnen statt 103
nur noch 79 Netze (- 23 %) mittels Spitzenglattung engpassfrei betrieben werden, wodurch
insgesamt 34 % statt 32 % der Netze Uberlastet sind. Durch eine Erhdhung auf drei Stunden
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kénnen 23 Netze und bei finf Stunden 38 Netze mehr engpassfrei betrieben werden,
wodurch sich der Anteil der Uberlasteten Netze auf 30 % bzw. 29 % verringert. Die
Eingriffsdauer liegt im Median Uber alle Netze pro Jahr weiterhin bei wenigen Stunden,
steigt aber mit der Erhdhung der erlaubten Eingriffsdauer pro Tag leicht an. [169]

Im Gegensatz zur maximal erlaubten Eingriffsdauer hat der Parameter der minimalen
unbedingten Leistung nur geringen Einfluss auf die Wirksamkeit der Spitzenglattung. Bis zu
einem Wert von 2,5 kW kann in drei Netzen zusatzlich Netzausbaubedarf vermieden
werden. Dieser geringe Einfluss ist Uberwiegend darauf zurlckzufiihren, dass nur ein kleiner
Anteil der HausanschlUsse unterhalb der entsprechenden Leistungsgrenze liegt und diese
somit meist nicht angewendet wird. Insgesamt kommt nur bei 23,3 % der 4378 Hausan-
schlisse in den durch Spitzenglattung engpassfreien Netzen das Minimum von 5 kW zum
Einsatz. Die reduzierte minimale Leistung von 2,5 kW wird nur bei 8,0 % der Hausanschlisse
angewendet. [169]

GroBeren Einfluss auf die Netzbelastung hat hingegen die bestellte bedingte Leistung. Im
Basisszenario betragt diese 100 % der Summenleistung aller Flexibilitdtsoptionen. Somit
kdnnen beispielsweise alle Elektrofahrzeuge an einem Hausanschluss gleichzeitig mit 11 kW
laden. Eine Reduktion auf 50 % bedeutet, dass die bedingte Leistung beispielsweise bei vier
Elektrofahrzeugen statt bei 44 kW nur noch bei 22 kW liegt. Hierdurch ergeben sich nicht
nur im Falle einer Reduktion durch den Netzbetreiber Verdnderungen bei der Netz-
belastung, sondern auch ohne dessen Eingriff, da die Gleichzeitigkeit entsprechend schon
am Hausanschluss reduziert wird. Dies fihrt dazu, dass auch ohne Eingriffe bei einer
bedingten Leistung von 75 % (50 %, 25 %) gegenlber dem Basisszenario 14 (41, 73)
zusatzliche Netze engpassfrei sind. Andererseits reduziert sich damit auch das Potenzial der
Spitzenglattung, weswegen die Anzahl der dadurch heilbaren Netze sinkt. Insgesamt ist die
Zahl der engpassfreien Netze durch die VergleichmaBigung der Last bei einem Wert von
25 % bedingter Leistung mit 71,4 % am groBten. [169]

100 -
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103 7o' 126 141706 106 98 90 ‘g K

engpassfrei mit

R
£
o 60 1 Spitzenglattung
2
= 40 1
2 790 -
= 7 77 77 77 77 77 731 758 77| : FI7| engpassfrei
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Basis :1Std 3Std 5Std:25kW OkW : 75% 50% 25% :Einzel- nur
max. min. unbed. bestellte bed. anlage: V2G
Eingriffsdauer/Tag Leistung Leistung
Basisszenario 2 Std 5 kW 100 % HA alle

Abbildung 7-24: Auswirkungen der unterschiedlichen Parameter auf die Anwendbarkeit
der Spitzenglattung zur Behebung von Netzengpassen im Vergleich zum
Basisszenario im Jahr 2040 nach [169]
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Falls die Leistungslimitierung sich nicht auf den Hausanschluss bezieht, sondern auf die
Einzelanlagen direkt zugegriffen wird, kénnen insgesamt 15 Netze mehr engpassfrei
betrieben werden. Durch die direkten Eingriffe auf Anlagenebene und die damit
einhergehenden umfangreicheren Nachholeffekte sind jedoch finf Netze, welche zuvor
mittels Spitzenglattung engpassfrei waren, bei dieser Umsetzung nicht mehr engpassfrei.
Die direkte Steuerung fuhrt auch dazu, dass die Reduktionshéhe absinkt, da durch die
direkte Ansteuerung mehr Leistung reduziert wird und nicht auf etwaige Potenziale bei der
unbedingten Leistung zurlickgegriffen werden kann. In tGber 90 % der Eingriffe wird nur auf
60 % reduziert. [169]

In der letzten Sensitivitatsanalyse wird der Teilnahmegrad von allen Flexibilitatsoptionen auf
digjenigen reduziert, die den Use Case V2G betreiben, wodurch wesentlich weniger
Flexibilitat (13 % der HA bzw. 17 % der EFZ) zur Verfligung steht. Folglich kdnnen die
Engpasse nur in 52 statt der 103 Netze vermieden werden. [169]

Die vorgestellten Sensitivitaten zeigen, dass die Effektivitat der Spitzenglattung von vielen
Faktoren abhangt. Besonders die Hohe der bedingten Leistungen und die maximale
Eingriffsdauer je Tag haben deutlichen Einfluss.

7.4 Zusammenfassung und Einordnung der Ergebnisse

Die vorgestellten Ergebnisse zeigen, dass die Elektrifizierung des Mobilitatssektors und der
Warmebereitstellung sowie die hinzukommenden PV-Anlagen (siehe Kapitel 4) die
Versorgungsaufgaben verdndern und Anforderungen an die Stromnetze steigen. Im
Referenzszenario, bei dem die Flexibilitatsoptionen bedarfsgeflhrt betrieben werden,
entsteht bis zum Jahr 2050 in ca. 57 % der Netze Ausbaubedarf. Dieser Netzausbaubedarf
steigt Uber die Jahre kontinuierlich von 24 % (2030) auf 43 % (2040) und schlieBlich 57 %
(2050) an. Die Hauptursachen fir die bendtigten Netzverstarkungen sind Uberlastete
Transformatoren und zu niedrige Spannungen an Hausanschlissen. Hingegen sind bis zum
Jahr 2050 nur in 22 % der Netze Leitungen auf Grund von Uberlastungen zu verstarken.
Netzausbaubedarf wegen zu hoher Einspeisung durch die PV-Anlagen tritt nur in weniger
als 1% der Netzgebiete auf. Insgesamt ist somit die zunehmende Elektrifizierung die
Hauptursache fur zuklnftigen Netzausbau in der Niederspannungsebene. Die Sensitivitats-
analysen fir das Jahr 2040 zeigen zudem, dass ein GroBteil der Uberlastungen im
Referenzszenario durch die zusatzlichen Warmepumpen verursacht wird. Hierbei ist zu
beachten, dass die Szenarien mit den heute bestehenden Netzen verknipft wurden und
somit Netzausbau- und InstandhaltungsmaBBnahmen, welche bis zu den betrachteten
Jahren durchgefiihrt werden, nicht abgebildet sind. Der ermittelte Netzausbaubedarf
entsteht somit nicht in den einzelnen Stutzjahren, sondern bis zu diesen und kann
kontinuierlich erfolgen. Bei Annahme einer Netzerneuerung nach Ende der kalkulatorischen
Nutzungsdauer von ca. 40 Jahren (gemaf Anlage 1 StromNEV 30 — 45 Jahre) wird bis zum
Jahr 2040 noch ca. die Halfte der Netzbetriebsmittel erneuert, wobei sich aufgrund langerer
technischer Nutzungsdauern in der Praxis ein geringerer Wert ergibt. Durch eine proaktive
Ersatzstrategie bei notwendiger Netzerneuerung unter Bertcksichtigung der zukunftigen
Lastentwicklung, kann der reaktive Netzausbaubedarf weiter reduziert werden [182].
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Aufbauend auf dem Referenzszenario wurden sechs Szenarien fur den Einsatz der
Flexibilitatsoptionen aus Nutzersicht abgeleitet. Zur Abbildung der Use Cases wurde das in
Abschnitt 6.4 vorgestellte Modell verwendet. Die unterschiedlichen Use Cases wurden
durch Anpassung der Kostenstruktur (Bezugspreise und Einspeisetarife) umgesetzt. Die
ersten vier Use Cases wurden jeweils flr uni- und bidirektionale Elektrofahrzeuge analysiert.
Zunachst wurde das heute Ubliche Preismodell mit fixen Bezugspreisen und fixer
Einspeisevergitung (V1H, V2H) betrachtet. Im nachsten Schritt wurde als Bezugspreis der
zeitlich variable Borsenpreis mit entsprechenden Abgaben und Umlagen angenommen
(VIH+, V2H+). Aufbauend darauf wurde dieser Preis auch als Vergutung fir die Einspeisung
ins offentliche Netz verwendet (V2G), wodurch auch eine Wiedereinspeisung von aus dem
Netz bezogenem Strom wirtschaftlich werden kann. Im Gegensatz zu den bisherigen
Szenarien wurde zusatzlich ein realistisches Szenario (real) definiert, bei dem eine
Durchmischung der Use Cases angenommen wurde und somit eine realistischere
Netzbelastung abgebildet wird.

Um ein Verstandnis fur die entstehenden Netzbelastungen zu erhalten, wurden die
resultierenden maximalen gleichzeitigen Leistungen der Elektrofahrzeuge und am
Hausanschluss in den Szenarien analysiert. Im Referenzszenario und bei V2H sinkt die
gleichzeitige Ladeleistung mit zunehmender Fahrzeuganzahl schnell ab und liegt bereits ab
30 Fahrzeugen unter 3 kW/EFZ. Die variablen Preise (V2H+, V2G) fluhren zu einer
Synchronisierung der Ladevorgange und die maximale gleichzeitige Leistung der
Fahrzeuge bleibt auch bei 100 betrachteten Fahrzeugen bei tGber 10 kW/EFZ, was einer
Gleichzeitigkeit von tber 90 % entspricht. Diese Effekte wirken sich auch auf die maximal
gleichzeitige Leistung am Hausanschluss aus. Diese liegt bei fixen Bezugspreisen im Mittel
bei ca. 6,0 kW/HA und wird durch die Tarifoptimierung mehr als verdoppelt (auf
12,9 kW/HA). Die im V2G Szenario zusatzlich stark gestiegene gleichzeitige Einspeise-
leistung bleibt mit 9,1 kW/HA unterhalb der Bezugsleistung. Zur Einordnung sei an dieser
Stelle erwahnt, dass mit Ausnahme des realistischen Szenarios immer die gleichen
Preisstrukturen vorherrschen und somit die Flexibilitdtsoptionen in gleicher Weise optimiert
werden. Dieses bewusst gewdhlte Verhalten erméglicht die Analyse der einzelnen Use
Cases, fuhrt allerdings nicht zu realistischen Ergebnissen, da in der Realitdt immer gewisse
Durchmischung von Betriebsweisen stattfindet. Die bestimmten Gleichzeitigkeiten im
Referenzfall sind im Einklang mit aktueller Literatur [12, 83].

Diese veranderten gleichzeitigen Leistungen flhren somit je nach Use Case zu
unterschiedlichen Anforderungen an die Stromnetze, wie im Abschnitt 7.2.4 gezeigt wurde.
Reine Eigenverbrauchsoptimierung bei fixen Preisen (VIH, V2H) reduziert den notwendige
Netzausbau im Vergleich zur Referenz nur in begrenztem MaBe (1,8 %). Falls zukinftig alle
Hausanschlisse mit den entsprechenden Flexibilitdtsoptionen wie in den Szenarien V1H+,
V2H+ oder V2G auf variable Preise reagieren, fuhrt dies zu deutlich hdheren
Netzausbaubedarfen. Insgesamt besteht dann bis zum Jahr 2040 in 71 % der Netze
Ausbaubedarf. Im V2G Szenario treten zudem vermehrt Leitungsiberlastungen auf. Die
LeitungsUberlastungen betreffen im Falle von Tarifoptimierungen 7 — 10 % und ansonsten
ca. 1% (Ref, VIH, V2H) der Leitungslange. In den Szenarien mit variablen Preisen steigen
auch die Transformatorauslastungen stark an und es werden Werte bis zu 2.559 % erreicht.
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Diese Zweiteilung der Ergebnisse zeigt sich auch bei den unteren Spannungsband-
verletzungen. Es steigt sowohl die Anzahl der betroffenen Netze (~100 %), Hausanschlisse
(~300 %) als auch der zeitliche Umfang (V2H+: 100%, V2G: 400 %) stark an. Die
beschriebene Sensitivitdt zum Teilnahmegrad an den variablen Preisen (V2H - V2H+)
zeigt, dass ab einem Anteil von 15% teilnehmender Hausanschltsse die Netzlberlastungen
zunehmen und kontinuierlich weiter ansteigen. Die vorgestellten Ergebnisse des
realistischen Szenarios zeigen, dass durch die Durchmischung der Use Cases in den
wenigsten Netzen (41 %) Netzausbaubedarf auftritt. Eine Moglichkeit der Netzverstarkung
ist der Einbau eines leistungsstérkeren Transformators oder rONT. Mittels eines rONTs
kdnnen in den Szenarien Ref, VIH und V2H ca. 65 % der Netze ausreichend ausgebaut
werden, wodurch nurin ca. 15 % der Netze weitere MaBBnahmen, wie Leitungsverstarkungen
oder Aufteilungen des Netzgebiets notwendig sind. In den Szenarien mit variablen Tarifen
steigen die Belastungen jedoch so stark, dass auch nach Einbau eines rONT noch in tber
50 % der Netze weiterer Ausbaubedarf besteht. Im realistischen Szenario kénnen durch den
rONT 64 % der Engpdsse behoben werden und es bleibt nur in 13 % der Netze
Ausbaubedarf. Die Ergebnisse zur Netzbelastung sind in Einklang mit den Erkenntnissen
bisheriger Forschungsarbeiten. In [83] wird gezeigt, dass sich die Netzausbaukosten durch
Elektrofahrzeuge bei marktorientiertem Ladeverhalten (anlog VIH+) im Gegensatz zum
ungesteuerten (Ref) Fall verdoppeln. In Einklang mit [182] treten die Netzengpasse
Uberwiegend am Transformator oder auf Grund von Spannungsbandverletzungen auf.

Basierend auf dem realistischen Szenario wurden die Moglichkeiten der netzdienlichen
Flexibilitatsnutzung durch BerUcksichtigung der Netzbelastung im Modell untersucht.
Hierflr wurden nur die Netzgebiete verwendet, in denen Netzausbaubedarf besteht und
Elektrofahrzeuge zumindest teilweise fur diesen verantwortlich sind. Die praventive Netz-
engpassbehebung, woflr eine Lastprognose des Transformators in variable Netzentgelte
Ubersetzt wurde, ermoglicht es 23,8 % dieser Netze engpassfrei zu halten. Ebenso sinkt die
Dauer der Transformatordberlastungen im Durchschnitt um 82 % ab. Somit kénnen in
zahlreichen Netzen zumindest die Umfange der Uberlastungen deutlich reduziert werden.
Die Haupteinflussfaktoren bei variablen Netzentgelten sind (sortiert nach deren
Bedeutung): die Art der Lastprognose, die Hohe der Netzentgeltstufen und der gewahlte
Auslastungsgrenzwert fur den Tarifwechsel. Ebenfalls groBen Einfluss hat die Teilnahme-
quote der Flexibilitdtsoptionen. Die groBte Hirde bei der Umsetzung dieses Modells ist es
zeitlich hochaufgeldste Lastprognosen zu erstellen und die Effekte der Flexibilitat
einzuschatzen oder entsprechend zu prognostizieren, um eine zu umfangreiche Reaktion,
welche zu neuen Netzengpassen fuhren kdnnte, zu vermeiden. Durch eine Erweiterung der
Prognose auch auf die Leitungsauslastung und die resultierenden Spannungen im
Netzgebiet kdnnten vermutlich weitere Engpéasse vermieden werden. Das vorgestellte und
betrachtet Konzept, bei dem die Netzentgelte nach und nach angepasst (dyn. Last-
prognose) werden, ist eine Moglichkeit der Koordination auf Betriebsebene ([183]), welches
in ahnlicher Weise auch in [184] beschrieben wird.

AbschlieBend wurde untersucht, inwiefern Netzbetreiber durch Vorgabe von
Leistungslimitierungen nach dem Modell der Spitzenglattung als Nachfolgeregelung zum
§ 14a EnWG Engpasse kurativ 16sen kdnnen. Es zeigte sich, dass durch diesen Ansatz der
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Netzausbau Uber die Jahre verzdgert, aber nicht vollstandig vermieden werden kann. Im
Jahr 2040 kénnen in 103 (54,5 %) der beschriebenen 189 Netze (mit Ausbaubedarf wegen
Elektrofahrzeugen) die Engpasse vermieden werden. Bezogen auf die Gesamtstichprobe
bedeutet dies, dass statt in 41 % nur noch in 32 % der Netze Ausbaubedarf besteht. Die
identifizierten Haupteinflussfaktoren beim Modell der Spitzenglattung sind die bestellte
bedingte Leistung, die erlaubte Eingriffsdauer pro Tag und die Teilnahmequote. Insgesamt
sind die tatsachlich reduzierten Leistungen im Bezug zur kontrahierten Leistung mit 8,7 %
bei vollstandiger Reduktion gering. Auch die Eingriffsdauer in den betroffenen Netzen ist
mit 1,25 Stunden/Jahr sehr kurz. Noch kurzer ist die tatsachliche Betroffenheit der Kunden,
welche im Durchschnitt je Netzgebiet immer unter vier Stunden und im Median bei
11 Minuten je Kunde liegt. Somit ergeben sich aus Nutzersicht nur geringe Einschréankungen
durch die Spitzenglattung. Durch das Modell der Spitzenglattung kann die Netzintegration
der Elektromobilitdt wahrend der Hochlaufphase bei geringen Kundeneinschrankungen
erleichtert werden.

Die beiden betrachten Moglichkeiten zum netzdienlichen Flexibilitdtseinsatz zeigen, dass
hierdurch Engpasse vermieden werden kénnen. Die Ergebnisse verdeutlichen jedoch auch,
dass die zunehmende Elektrifizierung robuste Stromnetze bendtigt und diese auch fir die
neuen Anforderungen zu ertlchtigen sind. Die Ergebnisse dieser Arbeit sind somit im
Einklang mit dem sogenannten ,NOXVA"-Prinzip des BDEW, nach dem die
Netzoptimierung, vor Flexibilitatseinsatz, vor Netzverstdrkung und vor -ausbau kommt
[185]. Der Flexibilitatseinsatz ist somit zuklnftig eine weitere Mdglichkeit fur einen
effizienten Netzbetrieb.
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8 Zusammenfassung und Ausblick

Die Energiewende und die damit verbundene Transformation zu einem dezentralen
Energiesystem sowie die zunehmende Elektrifizierung des Warme- und Verkehrssektors
stellen neue Anforderungen an die Energieversorgung. Die ErschlieBung der zunehmenden
Flexibilitat kann dabei einen wesentlichen Beitrag zur Integration der erneuerbaren
Energien ins Energiesystem und zum optimierten Betrieb der Stromnetze leisten. Im Fokus
stehen dabei besonders Elektrofahrzeuge, welche zukinftig millionenfach genutzt werden,
da diese im Vergleich zu den anderen dezentralen Flexibilitatsoptionen sehr grof3e
Speicherkapazitdten und hohe (Ent-)Ladeleistungen aufweisen. Welche Chancen und
Risiken die ErschlieBung dieses Flexibilitatspotentials im Rahmen von verschiedenen Use
Cases fur die Stromnetze birgt, wird durch die Beantwortung der zu Beginn der Arbeit
formulierten Forschungsfragen aufgezeigt. Zum Abschluss erfolgt die kritische Einordung
der Ergebnisse und ein Ausblick.

8.1 Beantwortung der Forschungsfragen

Im Folgenden wird die Dissertation durch Beantwortung der Forschungsfragen aus
Abschnitt 1.3 zusammengefasst.

Wie entwickeln sich Flexibilitdtsoptionen in der Niederspannungsebene?

Als Flexibilitatsoptionen in der Niederspannungsebene wurden Elektrofahrzeuge, Batterie-
speicher, Warmepumpen und elektrische Speicherheizungen und sowie PV-Anlagen
identifiziert. Zur umfassenden Beantwortung dieser und der folgenden Forschungsfragen
wurden 1.206 reale Niederspannungsnetze aufbereitet. Diese Netze wurden sowohl mit den
aktuellen Verbrauchern und Erzeugern als auch mit weiteren Daten zur Modellierung der
Flexibilitatsoptionen verknupft. AnschlieBend wurden Szenarien fur die Entwicklung der
Flexibilitatsoptionen raumlich hochaufgeldst in die Netze integriert (siehe Kapitel 4). Fur die
Elektrofahrzeuge ist in den néchsten Jahren ein starker Anstieg zu erwarten. Die
durchschnittliche Anzahl an Elektrofahrzeugen je Hausanschluss steigt von 0,62 (2030) Uber
1,1(2040) bis 1,6 im Jahr 2050 an. Im Jahr 2050 wird nur noch in ca. 10 % der Netze weniger
als ein Elektrofahrzeug pro Hausanschluss erwartet. Auch die Durchdringungsgrade der
Warmepumpen steigen stark an. Aktuell werden noch in 78 % der Netze weniger als 10 %
der Gebaude mit Warmepumpen beheizt. Auch wenn die Anteile in den einzelnen Netzen
stark schwanken, steigt der durchschnittliche Durchdringungsgrad von 6 % im Jahr 2020,
Uber 26 % (2030), 45 % (2040) auf 60 % im Jahr 2050 an. Die elektrischen Speicher-
heizungen sind die einzige Flexibilitatsoption, deren Anzahl zukunftig sinkt. Die
Durchdringung mit Batteriespeichern und PV-Anlagen hingegen steigen deutlich an. Die
Zahl der PV-Anlagen wird sich bis zum Jahr 2050 ungeféhr verdoppeln. Die Durchdringung
von Batteriespeichern wird von ca. 1,0 % (2020) tber 7,9 % (2030) auf 10,6 % der Gebaude
im Jahr 2050 steigen (siehe Abschnitt 4.3). Zusammenfassend lasst sich festhalten, dass die
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Zahl der dezentralen Flexibilitdtsoptionen in den nachsten Jahren stark ansteigen, wobei
die Werte in den einzelnen Netzgebieten deutlich variieren. Daher ist die Betrachtung einer
groBen Anzahl von Netzen fur zukinftige Analysen notwendig. Mit den resultierenden
Auswirkungen auf die Stromnetze beschaftigt sich die folgende Forschungsfrage.

Welche gleichzeitige Leistung ist fiir die zusatzlichen Verbraucher im ungesteuerten
Fall anzunehmen und was bedeutet dies fiir die vorzuhaltende Maximallast je
Netzverkniipfungspunkt?

Neben den Durchdringungsgraden und der Anzahl wurden auch die resultierenden
Leistungen und elektrischen Energieverbrauche der Flexibilitdtsoptionen je Hausanschluss
bzw. Netzverknlpfungspunkt bestimmt (siehe Abschnitt 4.3). Im Jahr 2040 sind im Durch-
schnitt Flexibilitdtsoptionen mit einer Leistung von 16,6 kW je Hausanschluss installiert.
Diese Leistung stammt zu 70 % (12 kW) von Elektrofahrzeugen, gefolgt von Warmepumpen
mit 22 % (3,7 kW). Mittels des Simulationsmodells GridSim wurden im Weiteren die maximal
gleichzeitig auftretenden Leistungen ermittelt (siehe Abschnitt 7.1). Diese fur die Netz-
planung relevante Leistung nimmt bei stochastischem Verhalten mit zunehmender Anzahl
ab. Bei Hausanschlissen ohne Gewerbeeinheiten steigen im Mittel Uber alle Netze die
maximalen gleichzeitigen Leistungen bei bedarfsorientierter Betriebsweise pro Netz-
verknUpfungspunkt von heute 1,7 kW Uber 4,2 kW (2030), 6,0 kW (2040) auf bis zu 7,7 kW
im Jahr 2050. Dies bedeutet, dass somit bis zum Jahr 2040 die vorzuhaltende Leistung je
Hausanschluss im Mittel aller Netze um 353 % ansteigt. Ohne gezielte Steuerung der
Flexibilitatsoptionen wird somit im Jahr 2040 maximal ca. 30 % der installierten Leistung
gleichzeitig eingesetzt. Elektrofahrzeuge weisen auf Grund ihrer starkeren Nutzer-
abhangigkeit und den groBBen Speicherkapazitdten dabei im Referenzszenario deutlich
geringere Gleichzeitigkeiten als Warmepumpen auf. Die Gleichzeitigkeit sinkt bei
Elektrofahrzeugen bereits ab acht Elektrofahrzeugen auf unter 50 % und ab 30 unter 30 %
bzw. 3 kW/EFZ. Bei Warmepumpen ist auf Grund der Temperaturabhangigkeit die
maximale Gleichzeitigkeit im Mittel aller Netze bei 95 % und nur in 8 % der Netze unter
90 %. Somit ergibt sich bei Elektrofahrzeugen ein wesentlich gréBeres Flexibilisierungs-
potenzial, welches durch bidirektionales Laden zusatzlich erweitert wird. Es kann nicht nur
Last verschoben, sondern Energie auch wieder eingespeist werden. Unter anderem aus
diesen Grinden werden fur die weiteren Betrachtungen nur Elektrofahrzeuge und Batterie-
speicher flexibilisiert. Aufbauend hierauf stellt sich die Frage, welche Einfllsse ein gezielter
Einsatz der Flexibilitatsoptionen hat und welche Méglichkeiten es hierfir gibt.

Welche Use Cases fiir Flexibilitatsoptionen kommen aus Nutzersicht in Frage?

Aus Nutzersicht sind Use Cases relevant, bei denen die Energiekosten gesenkt werden
kénnen. Dies sind beispielsweise die Use Cases PV-Eigenverbrauchserhéhung, Spitzenlast-
kappung, tarifoptimiertes Laden/Entladen und zeitliche Arbitrage (siehe Abschnitt 3.3). Das
Ziel der Eigenverbrauchserhéhung ist es maglichst viel selbsterzeugten Strom, welcher
meist gunstiger ist als Strom aus dem Netz, zu verbrauchen. Bei der Spitzenlastkappung
wird an Gewerbestandorten durch Verschiebung der Last versucht die Jahreshdchstlast zu
reduzieren, da fur diese (bei RLM-Kunden) ein Leistungspreis zu bezahlen ist. Die beiden
Use Cases agieren ohne externe Preise und somit rein basierend auf den lokalen Lastflissen
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innerhalb der Kundenanlage, wohingegen die Optimierung in den weiteren Use Cases auf
externen Preiszeitreihen basiert. Das Ziel liegt in diesen Use Cases zusatzlich auf der
Verlagerung des Strombezugs in Zeiten mit niedrigen Preisen. Im Use Case zeitliche
Arbitrage wird zudem Strom in Zeiten hoher Preise wieder ins Netz eingespeist. Zur
wirtschaftlichen Umsetzung des Use Cases zeitliche Arbitrage bedarf es aus heutiger Sicht
jedoch regulatorische Anpassungen bezuglich der zu entrichtenden Abgaben und
Umlagen, sowie Netzentgelte. Weitere Use Cases wie Notstromversorgung oder die
Erbringung von Regelleistung werden nicht weiterbetrachtet, da diese keinen relevanten
Einfluss auf die Netzbelastung in der Niederspannungsebene haben. Die beschriebenen
Use Cases sind besonders fir Elektrofahrzeuge, auf Grund deren hohen Leistungen und
groBBen Batterien, und Batteriespeicher interessant. Zur Analyse der Auswirkungen auf die
Netzbelastung der beschriebenen Use Cases wurde ein Optimierungsmodell entwickelt und
die Use Cases mittels unterschiedlicher Kostenstrukturen abgebildet (siehe Abschnitt 6.4).

Welche Auswirkungen auf die Netzbelastung haben diese Use Cases?

Die Use Cases mit lokaler Optimierung (PV-Eigenverbrauchserhéhung und Spitzenlast-
kappung) fuhren zu etwas geringeren Ladegleichzeitigkeiten der Elektrofahrzeuge und
maximal gleichzeitigen Leistungen am Hausanschluss (siehe Abschnitt 7.2). Die maximal
gleichzeitigen Leistungen je Fahrzeug nehmen in diesen Use Cases mit steigender Anzahl
von Verbrauchern stark ab. Insgesamt koénnen durch die lokale Optimierung ohne
Beachtung des Netzzustandes jedoch nur in 2 % der Netze die Engpasse vermieden
werden. Die Effekte liegen fur uni- und bidirektionale Fahrzeuge in einem ahnlichen Bereich.
Somit sind diese Use Cases aus Kundensicht attraktiv, aber fur die Stromnetze nur von
geringer Bedeutung.

In den Use Cases hingegen, in denen auf ein globales Preissignal, in diesem Fall die
zukUnftigen Borsenpreise, optimiert wurde, steigen die gleichzeitigen Ladeleistungen stark
an. Zudem fallt die VergleichmaBigung bei vielen Fahrzeugen deutlich schwacher aus und
bleibt auch bei bis zu 100 Elektrofahrzeugen bei ca. 90 %. Die Elektrofahrzeuge bieten somit
ausreichend Flexibilitdt, um die Preisunterschiede auszunutzen. Dies fuhrt zu hdheren
Netzanforderungen und in Folge zu Ausbaubedarfen in bis zu 71 % der Netze bis zum Jahr
2040. Dadurch, dass alle Flexibilitatsoptionen mittels derselben Logik optimiert wurden,
steigt auch das AusmaB der Netziberlastungen stark an. Eine Sensitivitatsanalyse zum
Teilnahmegrad hat gezeigt, dass die Netzengpasse zunehmen, wenn mehr als 15 % der
Hausanschliisse auf variable Preise reagieren. Im realistischen Szenario, bei dem eine Use
Case Durchmischung simuliert wurde, reduziert sich die Anzahl der Netze mit Ausbaubedarf
im Gegensatz zum Referenzszenario um 5 %. Aus Netzsicht ist folglich eine Durchmischung
unterschiedlicher Use Cases am vertraglichsten.

Wie kénnen Verteilnetzbetreiber Flexibilitaten zur Netzentlastung nutzen?

Zur Beantwortung dieser Forschungsfrage wurde im Abschnitt 3.3 zunachst der Begriff
Netzdienlichkeit definiert. Aufbauend darauf wurden die drei Kategorien Vergleich-
maBigung der Netzlast, praventive und kurative Netzengpassbehebung eingefihrt. Die
Vergleichmafigung der Netzlast wird beispielsweise durch die oben beschriebenen Use
Cases PV-Eigenverbrauchserhéhung oder Spitzenlastkappung verwirklicht. Die letzteren
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beiden Kategorien sind dagegen als betriebliche MaBnahmen des VNBs einzustufen und
werden im Folgenden naher betrachtet. Eine Ausgestaltungsform der praventiven MaB-
nahmen sind variable Netzentgelte, welche sich an der prognostizierten Netzauslastung
orientieren. Die variablen Netzentgelte sollen Kunden zum netzdienlichen Flexibilitats-
einsatz anreizen. Im Gegensatz dazu werden mittels der kurativen MaBnahmen existierende
Engpasse ad hoc behoben. Eine Ausgestaltung hierfur ist das Modell der Spitzenglattung
nach dem Referentenentwurf zum SteuVerG, welcher nachtraglich zurlickgenommen
wurde. In diesem Modell erfolgt eine Leistungslimitierung durch den VNB im Rahmen einer
langfristigen Flexibilitatskontrahierung (siehe Abschnitt 6.5).

Kann durch netzdienlichen Flexibilitatseinsatz Netzausbau vermieden werden und was
bedeutet dies fiir die Kunden?

Die Simulationsergebnisse zeigen, dass sowohl durch die praventiven als auch die kurativen
MaBnahmen der Netzausbaubedarf reduziert werden kann (siehe Abschnitt 7.3). Zur
Beantwortung dieser Forschungsfrage wurde die Stichprobe auf die Netze reduziert, deren
Netzengpasse auch durch Elektrofahrzeuge verursacht wurden. Durch variable Netz-
entgelte kdnnen 23,8 % (9,2 % aller Netze mit Ausbaubedarf) und durch die Spitzen-
glattung 54,5% (21,1 %) dieser Netze entlastet werden. Somit kann durch beide
MaBnahmen Netzausbau vermieden werden. Der netzdienliche Flexibilitatseinsatz kann den
Netzausbau jedoch nicht vollstandig ersetzen, sondern nur erganzen oder zeitlich
verzogern.

Fur die Kunden ergibt sich im Falle der variablen Netzentgelte eine weitere Erl6s- bzw.
Einsparmaoglichkeit, indem Strom zu glnstigen Zeiten bezogen wird. Die Simulationen mit
Spitzenglattung zeigen, dass die Leistungslimitierungen je Netzgebiet nur durchschnittlich
1,25 Stunden pro Jahr aktiv sind und die tatsachliche Betroffenheit der Kunden bei weniger
als 15 Minuten pro Jahr liegt. Die weiteren Analysen zeigen zudem, dass 99 % der auf Grund
von Limitierungen nicht bezogenen Energiemenge zu einem spateren Zeitpunkt nach-
geholt wird und somit nahezu keine Einschrankungen fur andere Use Cases bestehen.

8.2 Kritische Einordnung und Ausblick

Im Rahmen dieser Dissertation waren zur Beantwortung der Forschungsfragen an einigen
Stellen Annahmen notwendig. Im folgenden Kapitel werden Limitierungen sowie der
weitere Forschungsbedarf beschrieben.

Betrachtete Netzgebiete

Die vorgestellten Analysen basieren auf 1.206 Niederspannungsnetzen der Bayernwerk
Netz GmbH. Diese Netze liegen Gberwiegend im landlichen Raum, weswegen Aussagen zu
stadtischen Gebieten nur in begrenztem Umfang getroffen werden kénnen. Des Weiteren
sind alle Netzgebiete in Bayern verortet und wurden vermutlich nach ahnlichen Pramissen
und Planungsgrundsétzen gebaut bzw. erneuert. Eine Ubertragbarkeit auf andere Netz-
betreiber und Regionen in Deutschland ist somit nicht vollumfanglich maéglich. Eine weitere
Analyse mit stadtischen Netzgebieten oder Netzen anderer VNB ist somit zu empfehlen.
Zusatzlich ist eine Betrachtung der Ubergeordneten Netzebenen sinnvoll, um zu tGberpriifen
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ob die benétigten Leistungen bereitgestellt werden kdnnen oder auch hier Netz-
verstarkungsmafnahmen notwendig sind.

Szenarien der Flexibilitatsoptionen

Die beschriebenen Szenarien fir die Flexibilitatsoptionen unterliegen zahlreichen Unsicher-
heiten, wie beispielsweise regulatorischen oder technischen Entwicklungen. Durch den
Regierungswechsel in Deutschland im Jahr 2021 und weiteren politischen Ereignissen hat
die Geschwindigkeit der Energiewende deutlich zugenommen. Insbesondere im Bereich der
PV-Anlagen wurden die Ausbauziele wesentlich nach oben korrigiert. Das im Rahmen
dieser Arbeit verwendete PV-Szenario fuBt jedoch noch auf alteren Annahmen. Die
geplante installierte Leistung von PV-Dachanlagen im Jahr 2040 soll nach den aktuellen
Planen mehr als doppelt so hoch sein. Um diese Auswirkungen abzuschatzen, ist im
Anhang A.6 ein Exkurs mit dem aktualisierten PV-Szenario fur ausgewahlte Use Cases
dargestellt. Neben den PV-Anlagen unterliegen auch die Szenarien der weiteren
Flexibilitaten verschiedenen Unsicherheiten. Eine ist beispielsweise die technische und
preisliche Entwicklung von Batterien, wovon auch die Marktentwicklung der Elektro-
fahrzeuge abhangt.

Zusatzlich zu den unterschiedlichen Stitzjahren der Szenarien kénnte durch Variation der
einzelnen Komponenten weitere Szenarien abgeleitet werden, um die Einflisse der
unterschiedlichen Flexibilitatsoptionen klarer hervorzuheben.

Zur Analyse der Netzbelastungen wurden die unterschiedlichen Flexibilitdtsoptionen aus
den Szenarien Gebduden und somit Netzverknlpfungspunkten zugewiesen. Diese explizite
Zuweisung erfolgte im Rahmen der verbliebenen Freiheitsgrade zuféllig. Auf Grund der
groBen Anzahl verschiedener Netze wurde im Rahmen dieser Arbeit darauf verzichtet, die
Flexibilitatsoptionen mehrfach zufallig zuzuweisen und somit weitere Netzbelegungs-
szenarien zu erhalten.

Modellierung der Flexibilitatsoptionen

Neben den Szenarien hat die Modellierung der Flexibilitdtsoptionen Einfluss auf die
Ergebnisse. Im Rahmen dieser Arbeit wurde jedem Elektrofahrzeug ein Hauptladepunkt (zu
Hause oder am Arbeitsplatz) zugewiesen. Auf Grund der tendenziell landlichen Netze
wurde davon ausgegangen, dass die meisten Fahrzeuge auch Uber einen Parkplatz mit
Moglichkeit zur Installation einer Ladeséule verfligen. Bei der Ubertragbarkeit auf stadtische
Netzgebiete sollte dieser Ansatz hinterfragt werden und Moglichkeiten der gemeinsamen
Nutzung von Ladepunkten oder von sogenannten Ladehubs mit mehreren Schnelllade-
stationen analysiert werden. Mit Blick auf bidirektionales Laden ist es zudem denkbar, dass
Fahrzeuge an mehreren Orten Ladestationen haben, um die Flexibilitdt der Batterie
maoglichst oft nutzen zu kénnen.

Neben den (bidirektionalen) Elektrofahrzeugen und Batteriespeichern kénnten zukunftig
auch Warmepumpen nach den unterschiedlichen Use Cases betrieben und entsprechend
optimiert werden. Das entwickelte Simulationsmodell ist hierzu prinzipiell in der Lage,
allerdings bedarf es an dieser Stelle noch weiterer Forschung, um die Randbedingungen
unter Beachtung der Nutzerrestriktionen valide abbilden zu kénnen.
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Im beschriebenen Optimierungsmodell wird eine perfekte Prognose flr Preise und
bendtigte Energiemengen angenommen. Somit ergeben sich optimale Ergebnisse, welche
von denen in der Realitat auf Grund von Prognoseunsicherheit abweichen. Durch die
gleichen stindlichen Borsenpreise und die Simulationsaufldsung von 15 Minuten sowie
dem angenommenen Kundenwunsch méglichst frihzeitig zu laden, treten in der Simulation
zu Stundenbeginn héhere Ladeleistungen auf als zum Stundenende. Dieser Effekt kdnnen
durch einen Aggregator, der die Last gleichmaBig Uber die Stunden verteilt ausgeglichen
werden.

Methoden fiir netzdienlichen Flexibilitatseinsatz

Neben zahlreichen Use Cases aus Nutzersicht wurden zwei Mdglichkeiten zum netz-
dienlichen Einsatz der Flexibilitdtsoptionen vorgestellt. Aktuell werden zusatzlich zu den
vorgestellten Use Cases auch weitere Moglichkeiten, wie Flexibilitatsmarkte zur Netzeng-
passbehebung diskutiert. Somit kénnte die Flexibilitdt noch zielgerichteter eingesetzt
werden. Je nach Umsetzung dieser Markte konnte es somit auch fur die Kunden
wirtschaftlich attraktiv sein, Energie aus den Elektrofahrzeugen ins Netz einzuspeisen und
nicht nur ihren Ladevorgang, wie im Fall der Spitzenglattung, zu unterbrechen. In diesem
Themenbereich der vollumfanglichen Netzintegration bidirektionaler Elektrofahrzeuge
besteht noch weiterer Forschungsbedarf bezlglich maoglicher Konzepte und deren
Auswirkungen auf die Netzbelastung. Insgesamt sind alle Use Cases mit Rickspeisung ins
offentliche Stromnetz stark vom gtiltigen regulatorischen Rahmen abhéangig, z. B. den zu
entrichtenden Steuern, Abgaben und Umlagen sowie Netzentgelten. Die vorgestellten
Ergebnisse liefern einen Beitrag um mogliche Anpassungen fundiert bewerten zu kénnen.
Im Falle von weitreichenden regulatorischen Anderungen ist das Modell entsprechend
anzupassen, damit die Auswirkungen erneut abgebildet werden kdnnen. Ebenso bedarf es
weiterer Forschung im Bereich der Kosten des Flexibilitatseinsatzes im Gegensatz zum
Netzausbau zur Ermittlung einer volkswirtschaftlich sinnvollen Kombination dieser beiden
MalBnahmen.
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A Anhang

A1 Simulationsparameter

Tabelle A-1:  Ubersicht der Parameter fir Elektrofahrzeuge

Parameter Wert Elnthel
(Ent-)Ladeleistung 11,0 kW
Ladewirkungsgrad o
2030 — 2050 (2020) 94,0 (92,5) &

Entladewirkungsgrad o
2030 — 2050 (2020) 94,0 92.0) &
Fahrzeugklassen o
(Klein- | Mittel- | Oberklassewagen) 27614061318 &
Batteriekapazitaten
(Klein- | Mittel- | Oberklassewagen) 3860 | 100 kWh
Sicherheits-SoC 30 %
Abfahrts-SoC 70 %
Fahrprofile Datenquellen
Privatfahrzeuge Ladeort zu Haus MiD
Privatfahrzeuge Ladeort Arbeitsplatz MiD
Gewerbliche Fahrzeuge, Arbeitsplatz KiD
Verbrauch Modell nach [116]
Blindleistungsregelung
Ref, V2H, V2H+, V2G cos @ =1
Real Szenario Q)
Tabelle A-2: Ubersicht der Parameter flir Batteriespeicher
Wert Einhei
Parameter t
Ladewirkungsgrad 94,0 %
Entladewirkungsgrad 94,0 %
. Abh&ngig von PV-Anlage
Leistung (50 % der PV-Leistung) <"
Maximale Leistung 18 kW
Batteriekapazitat 2,27-fache Leistung kWh

Blindleistungsregelung

cos ¢ =1
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Anhang

Tabelle A-3: Ubersicht der Parameter fur Warmepumpen

Parameter Wert Einthei
Leistung Abhangig vom Gebdude
CoP Abhangig von Gebdude
und Temperatur
Volumen des Warmespeichers
Einfamilienhaus 07 m?
Zweifamilienhaus 1,0 m?
Mehrfamilienhaus 1,5 m?3
Warmeverluste des Speichers 3 %/h
Maximaltemperatur Speicher 65 °C
Blindleistungsregelung cos @ =1

Tabelle A-4: Ubersicht der Parameter fir elektrische Speicherheizungen

Wert Einhei
Parameter i
Leistung Abh&ngig vom Geb&ude
Freigabezeiten (Basis) 21:00 - 07:00 Uhr
Freigabezeit (Zwischenladung) 13:00 - 17:00 Uhr
Vorwarts/riickwarts Ladung 50/ 50 %
Blindleistungsregelung cos @ =1
Tabelle A-5: Ubersicht der Parameter fiir PV-Anlagen
Parameter Wert Elnthel
Leistung Aus Szenario
Ausrichtung

(Ost | SU | West)
Modulneigung
Spitzenlastkappung (EEG)

Blindleistungsregelung
Ref, V2H, V2H+, V2G
Real Szenario

Aus Szenario
Aus Szenario

70

cos ¢ =1
Q)

%
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Anhang

Tabelle A-6: Ubersicht der Kostenstrukturen in ct/kWh fir die Optimierung in den
unterschiedlichen Szenarien (Kunden ohne Leistungsmessung/RLM)

. Steuern, .
Szenafo o ittng  entgere  ADSRben il
9 9 Umlagen P 9
Referenz,
VIH, V2H 13,23 5,05 11,6 8,0
VIH+, V2H+ Borsenpreis 5,05 1,6 8,0
V2G Borsenpreis - 2,1 B&rsenpreis
V2G & Béreenpreis Zeitlich 51 Borsenpreis
var. NE P variabel ' + var. NE

Tabelle A-7: Ubersicht der Kostenstrukturen in ct/kWh fir die Optimierung in den
unterschiedlichen Szenarien (Kunden mit Leistungsmessung/RLM)

Netzentgelt
9 Steuern,

Szenario Energie- Netzgntge.lt Lelstupgs- Abgaben, \‘/ergu‘tung
beschaffung  Arbeitspreis preis Umlagen Einspeisung
(€/kWh g
Referenz,

VIH, V2H 7,62 2,08 116,32 11,6 8,0

VIH+, V2H+  Bdrsenpreis 2,08 116,32 1,6 8,0
V2G Borsenpreis - 116,32 21 Borsenpreis
V2G & B} . Zeitlich Borsenpreis

var. NE Borsenpreis variabel 116,32 21 + var. NE
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A2  Typische Lastgange der Komponenten
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Abbildung A-1:  Mittlere Leistung je EFZ Uber alle Tage des Jahres in den
unterschiedlichen Szenarien im Jahr 2040
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Abbildung A-2:  Mittlere Leistung je EFZ im Sommer in den unterschiedlichen Szenarien
im Jahr 2040
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Abbildung A-3:  Mittlere Leistung je EFZ im Winter in den unterschiedlichen Szenarien im
Jahr 2040
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Abbildung A-4:  Jahresdauerlinie der mittleren Leistung je EFZ in den unterschiedlichen
Szenarien im Jahr 2040
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-3

Mittlere Leistung je BS in kW
o
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Abbildung A-5:  Mittlere Leistung je BS Uber alle Tage des Jahres in den unterschiedlichen
Szenarien im Jahr 2040
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Abbildung A-6:  Mittlere Leistung je BS im Sommer in den unterschiedlichen Szenarien im

Jahr 2040
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Mittlere Leistung je BS in kW
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Abbildung A-7:  Mittlere Leistung je BS im Winter in den unterschiedlichen Szenarien im
Jahr 2040
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Abbildung A-8:  Jahresdauerlinie der mittleren Leistung je BS in den unterschiedlichen
Szenarien im Jahr 2040
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Winter

Ganzes Jahr Ubergangszeit Sommer
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Abbildung A-9:  Mittlere Leistung je WP in den unterschiedlichen Jahreszeiten im Jahr

2040
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Abbildung A-10: Jahresdauerlinie der mittleren Leistung je WP im Jahr 2040
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A3 Weitere Ergebnisse Netziberlastungen

Sensitivitaiten der Komponenten im Referenzszenario im Jahr 2040

Kurzbeschreibung der Szenarien:
e Referenz: Referenzszenario 2040 (siehe Abschnitt 7.1)
e Keine WP: Referenzszenario ohne Warmepumpen
e Keine EFZ: Referenzszenario ohne Elektrofahrzeuge

e Nur PV: Referenzszenario aus 2020 verknUpft mit den PV-Daten aus 2040 (kein
Zubau von Elektrofahrzeugen, Warmepumpen, Batteriespeichern bzw. Riickbau von
NSH)
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Abbildung A-11:  Auftretende Netzuberlastungen in den Sensitivitaten im Jahr 2040
unterteilt in die Uberlastungsarten
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Teilnahmegrad an variablen Strombezugspreisen (V2H+)
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Abbildung A-12:

Sensitivitdtsanalyse der Auswirkung von variablen Preisen auf den Anteil
der Netzlberlastungen. Variation der Hausanschlisse von 0 % (V2H) zu
100 % (V2H+) variable Tarife im Jahr 2040

Netziiberlastungen bei Anwendung der praventiven und kurativen Netzengpass-
behebung im Jahr 2040
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Abbildung A-13: Auftretende Netziberlastungen im realistischen Szenario und bei

Anwendung der praventiven bzw. kurativen Netzengpassbehebungen im
Jahr 2040 unterteilt in die Uberlastungsarten

164



Anhang

A4 Ladegleichzeitigkeiten der Elektrofahrzeuge

Referenzszenario

Tabelle A-8: Maximal gleichzeitige Ladeleistung der Elektrofahrzeuge in Abhangigkeit der
Fahrzeuganzahl im Referenzszenario. Alle Werte in kW/EFZ

Anzahl EFZ im 1 2 3.5  6-10 11-20 21-50 51-100 101- 200
Netzgebiet
10 % Quantil 100 704 660 434 324 236 1,91 168
25 % Quantil 100 100 719 476 358 256 2,02 176
50 % Quantil 100 100 792 550 403 282 217 1,89
75 % Quantil 100 100 825 609 450 317 237 2,02
90 % Quantil 100 100 11,00 68 485 352 2,61 213
Standardabweichung 2,03 1,55 144 1,06 0,67 0,49 0,27 0,19
Anzahl Netzgebiete /1 49 10 105 145 334 305 83
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Abbildung A-14: Maximale (Ent-)Ladegleichzeitigkeit der Elektrofahrzeuge je Netzgebiet
in Abhangigkeit der Fahrzeuganzahl im Referenzszenario im Jahr 2040
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V1H Szenario

Tabelle A-9: Maximal gleichzeitige Ladeleistung der Elektrofahrzeuge in Abhangigkeit der
Fahrzeuganzahl im V1H Szenario. Alle Werte in kW/EFZ

Anzahl EFZ im 1 2 3-5  6-10 1-20 21-50 51-100 101-200
Netzgebiet
10 % Quantil 11,00 6,97 574 4,09 3,05 2,27 1,84 1,63
25 % Quantil 11,00 10,74 6,60 4,58 3,39 2,46 1,97 1,69
50 % Quantil 11,00 11,00 7,33 5,22 3,84 2,76 2,12 1,81
75 % Quantil 11,00 11,00 8,77 5,66 4,23 3,04 2,30 1,94
90 % Quantil 11,00 11,00 11,00 6,29 4,63 3,39 2,55 2,03
Standardabweichung 1,05 1,57 1,66 0,99 0,61 0,47 0,27 0,16
Anzahl Netzgebiete 41 49 110 105 145 334 305 83
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Abbildung A-15: Maximale (Ent-)Ladegleichzeitigkeit der Elektrofahrzeuge je Netzgebiet
in Abhangigkeit der Fahrzeuganzahl im V1H Szenario im Jahr 2040
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V2H Szenario

Tabelle A-10: Maximal gleichzeitige Ladeleistung der Elektrofahrzeuge in Abhangigkeit der
Fahrzeuganzahl im V2H Szenario. Alle Werte in kW/EFZ

A;Z;:;Ezeitm 1 2 3-5  6-10 11-20 21-50 51-100 101 - 200
10 % Quantil 11,00 6,97 6,34 4,22 31 2,32 1,85 1,63
25 % Quantil 11,00 10,87 7,06 4,66 3,50 2,50 1,97 1,69
50 % Quantil 11,00 11,00 7,67 5,48 3,93 2,81 2,12 1,83
75 % Quantil 11,00 11,00 8,94 5,78 4,43 312 2,30 1,94
90 % Quantil 11,00 11,00 11,00 6,29 4,81 3,47 2,53 2,02
Standardabweichung 0,98 1,57 1,57 0,98 0,61 0,48 0,27 0,16
Anzahl Netzgebiete 41 49 110 105 145 334 305 83

Tabelle A-11: Minimal gleichzeitige Entladeleistung der Elektrofahrzeuge in Abhangigkeit

der Fahrzeuganzahl im V2H Szenario. Alle Werte in kW/EFZ

Anzahl EFZ im 1 2 3-5  6-10 1-20 21-50 51-100 101-200
Netzgebiet
10 % Quantil -7,54  -5,50 -3,89 -2,27 -1,52 -0,85 -0,48 -0,35
25 % Quantil -3,73 -4,20 -2,75 -1,83 -1,16 -0,65 -0,40 -0,29
50 % Quantil 0,00 0,00 -1,68 -1,31 -0,92 -0,51 -0,33 -0,24
75 % Quantil 0,00 0,00 0,00 -0,65 -0,62 -0,37 -0,25 -0,18
90 % Quantil 0,00 0,00 0,00 0,00 -0,32 -0,28 -0,20 -014
Standardabweichung 3,55 2,45 1,85 0,85 0,45 0,24 0,12 0,08
Anzahl Netzgebiete 41 49 110 105 145 334 305 83
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Abbildung A-16: Maximale (Ent-)Ladegleichzeitigkeit der Elektrofahrzeuge je Netzgebiet
in Abhangigkeit der Fahrzeuganzahl im V2H Szenario im Jahr 2040
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V1H+ Szenario

Tabelle A-12: Maximal gleichzeitige Ladeleistung der Elektrofahrzeuge in Abhangigkeit der
Fahrzeuganzahl im VIH+ Szenario. Alle Werte in kW/EFZ

Anzahl EFZ im 1 2 3-5  6-10 1-20 21-50 51-100 101-200
Netzgebiet
10 % Quantil 11,00 11,00 8,25 8,25 7,88 8,36 8,69 8,90
25 % Quantil 11,00 11,00 9,75 917 8,51 8,98 9,15 9,22
50 % Quantil 11,00 11,00 11,00 9,78 9,21 9,48 9,52 9,52
75 % Quantil 11,00 11,00 11,00 11,00 10,08 9,95 9,85 9,75
90 % Quantil 11,00 11,00 11,00 11,00 11,00 10,28 10,16 9,93
Standardabweichung 0,38 0,27 118 113 114 0,79 0,58 0,41
Anzahl Netzgebiete 41 49 110 105 145 334 305 83
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Abbildung A-17: Maximale (Ent-)Ladegleichzeitigkeit der Elektrofahrzeuge je Netzgebiet
in Abhangigkeit der Fahrzeuganzahl im V1H+ Szenario im Jahr 2040
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V2H+ Szenario

Tabelle A-13: Maximal gleichzeitige Ladeleistung der Elektrofahrzeuge in Abhangigkeit der

Fahrzeuganzahl im V2H+ Szenario. Alle Werte in kW/EFZ

Ar,:lz:t:'gizeitm 1 2 3-5  6-10 11-20 21-50 51-100 101 - 200
10 % Quantil 11,00 11,00 9,70 9,17 8,94 9,17 9,48 9,61
25 % Quantil 11,00 11,00 11,00 9,74 9,31 9,74 9,89 9,94
50 % Quantil 11,00 11,00 11,00 11,00 10,00 10,23 10,27 10,22
75 % Quantil 11,00 11,00 11,00 11,00 10,46 10,62 10,53 10,46
90 % Quantil 11,00 11,00 11,00 11,00 11,00 11,00 10,73 10,54
Standardabweichung 0,00 0,00 0,68 0,84 0,84 0,67 0,55 0,38
Anzahl Netzgebiete 41 49 110 105 145 334 305 83

Tabelle A-14: Minimal gleichzeitige Entladeleistung der Elektrofahrzeuge in Abhangigkeit
der Fahrzeuganzahl im V2H+ Szenario. Alle Werte in kW/EFZ

Anzahl EFZ im 1 2 3-5  6-10 1-20 21-50 51-100 101-200
Netzgebiet
10 % Quantil -1,00  -7,4 -6,17 -5,00 -4,32 -3,63 -3,30 -3.11
25 % Quantil -8,28 -5,56 -5,25 -3,91 -3,40 -2,99 -2,69 -2,46
50 % Quantil -5,56 -5,50 -4,04 -3,06 -2,72 -2,40 -2,21 21
75 % Quantil -1,19 -4,63 -3,10 -2,42 -2,21 -1,90 -1,88 -1,83
90 % Quantil -0,50 -2,62 -2,37 -2,04 -1,87 -1,56 -1,62 -1,58
Standardabweichung 3,95 2,04 1,66 116 1,07 0,81 0,68 0,57
Anzahl Netzgebiete 41 49 110 105 145 334 305 83
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Abbildung A-18: Maximale (Ent-)Ladegleichzeitigkeit der Elektrofahrzeuge je Netzgebiet
in Abhangigkeit der Fahrzeuganzahl im V2H+ Szenario im Jahr 2040
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V2G Szenario

Tabelle A-15: Maximal gleichzeitige Ladeleistung der Elektrofahrzeuge in Abhangigkeit der
Fahrzeuganzahl im V2G Szenario. Alle Werte in kW/EFZ

A;’;:'gi;feitm 1 2 3-5  6-10 11-20 21-50 51-100 101 - 200
10 % Quantil 11,00 11,00 11,00 9,78 9,34 9,48 9,57 9,67
25 % Quantil 11,00 11,00 11,00 10,86 9,78 9,94 10,01 10,10
50 % Quantil 11,00 11,00 11,00 11,00 10,27 10,39 10,40 10,35
75 % Quantil 11,00 11,00 11,00 11,00 11,00 10,71 10,63 10,57
90 % Quantil 11,00 11,00 11,00 11,00 11,00 11,00 10,81 10,65
Standardabweichung 11,00 11,00 11,00 9,78 9,34 9,48 9,57 9,67
Anzahl Netzgebiete 41 49 110 105 145 334 305 83

Tabelle A-16: Minimal gleichzeitige Entladeleistung der Elektrofahrzeuge in Abhangigkeit
der Fahrzeuganzahl im V2G Szenario. Alle Werte in kW/EFZ

Anzahl EFZ im 1 2 3-5  6-10 1-20 21-50 51-100 101-200
Netzgebiet
10 % Quantil -11,00  -11,00 -11,00 -11,00 -11,00 -10,68 -10,42 -10,27
25 % Quantil -11,00  -11,00  -11,00 -11,00  -1065  -10,48 -10,22 -10,04
50 % Quantil -11,00  -11,00 -11,00 -10,14 -10,00 -10,03 -9,93 -9,86
75 % Quantil -11,00  -11,00 -11,00 -9,60 -9,31 -9,58 -9,52 -9,48
90 % Quantil -11,00  -11,00 -8,80 -8,62 -8,68 -9,01 -9,06 -9,05
Standardabweichung 0,00 0,00 0,90 0,95 0,85 0,67 0,58 0,46
Anzahl Netzgebiete 41 49 110 105 145 334 305 83
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Abbildung A-19: Maximale (Ent-)Ladegleichzeitigkeit der Elektrofahrzeuge je Netzgebiet
in Abhangigkeit der Fahrzeuganzahl im V2G Szenario im Jahr 2040
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Realistisches Szenario

Tabelle A-17: Maximal gleichzeitige Ladeleistung der Elektrofahrzeuge in Abhangigkeit der
Fahrzeuganzahl im realistischen Szenario. Alle Werte in kW/EFZ

Ar':lz:t:'gz:eitm 1 2 3-5  6-10 11-20 21-50 51-100 101 - 200
10 % Quantil 11,00 6,04 577 4,40 3,37 2,68 2,30 2,16
25 % Quantil 11,00 11,00 6,64 4,89 3,81 2,93 2,49 2,38
50 % Quantil 11,00 11,00 7,33 5,50 4,27 3,21 2,71 2,56
75 % Quantil 11,00 11,00 8,88 6,29 4,73 3,60 2,96 2,77
90 % Quantil 11,00 11,00 11,00 6,95 535 4,01 3,27 3,05
Standardabweichung 0,00 1,79 1,69 1,00 0,84 0,58 0,39 033
Anzahl Netzgebiete 41 49 110 105 145 334 305 83

Tabelle A-18: Minimal gleichzeitige Entladeleistung der Elektrofahrzeuge in Abhangigkeit
der Fahrzeuganzahl im realistischen Szenario. Alle Werte in kW/EFZ

Anzahl EFZ im 1 2 3-5  6-10 1-20 21-50 51-100 101-200
Netzgebiet
10 % Quantil -800  -6,08 -6,53 -4,65 -3,44 -2,85 -2,43 -2,36
25 % Quantil -3,74 -5,50 -4,59 -3,65 -2,92 -2,40 =214 -2,10
50 % Quantil 0,00 -0,57 -2,75 -2,50 -2,33 -2,04 -1,89 -1,86
75 % Quantil 0,00 0,00 0,00 -1,55 -1,81 -1,64 -1,62 -1,64
90 % Quantil 0,00 0,00 0,00 -1,10 -1,36 -1,39 -1,36 -1,43
Standardabweichung 3,60 3,12 2,53 1,41 0,95 0,62 043 0,34
Anzahl Netzgebiete 41 49 110 105 145 334 305 83
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Abbildung A-20: Maximale (Ent-)Ladegleichzeitigkeit der Elektrofahrzeuge je Netzgebiet
in Abhangigkeit der Fahrzeuganzahl im realistischen Szenario im Jahr
2040
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Realistisches Szenario mit variablen Netzentgelten
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Abbildung A-21: Maximale (Ent-)Ladegleichzeitigkeit der Elektrofahrzeuge je Netzgebiet
in Abhangigkeit der Fahrzeuganzahl im realistischen Szenario mit
variablen Netzentgelten im Jahr 2040
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Abbildung A-22: Maximale (Ent-)Ladegleichzeitigkeit der Elektrofahrzeuge je Netzgebiet

in Abhangigkeit der Fahrzeuganzahl im realistischen Szenario mit
Spitzenglattung im Jahr 2040
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A5  Gleichzeitige Leistungen je Hausanschluss
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Abbildung A-23: Maximale und minimale gleichzeitige Leistung je Hausanschluss (ohne
GHD) und Netzgebiet in Abhdngigkeit der Hausanschlussanzahl fir die
unterschiedlichen Szenarien im Jahr 2040
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Abbildung A-24: Maximale und minimale gleichzeitige Leistung je Hausanschluss (ohne
GHD) und Netzgebiet in Abhangigkeit der Hausanschlussanzahl im V1H
Szenario im Jahr 2040
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Abbildung A-25: Maximale und minimale gleichzeitige Leistung je Hausanschluss (ohne
GHD) und Netzgebiet in Abhangigkeit der Hausanschlussanzahl im V2H
Szenario im Jahr 2040
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Abbildung A-26: Maximale und minimale gleichzeitige Leistung je Hausanschluss (ohne
GHD) und Netzgebiet in Abhangigkeit der Hausanschlussanzahl im V1H+
Szenario im Jahr 2040
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Abbildung A-27: Maximale und minimale gleichzeitige Leistung je Hausanschluss (ohne
GHD) und Netzgebiet in Abhangigkeit der Hausanschlussanzahl im V2H+
Szenario im Jahr 2040
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Abbildung A-28: Maximale und minimale gleichzeitige Leistung je Hausanschluss (ohne
GHD) und Netzgebiet in Abhdngigkeit der Hausanschlussanzahl im
realistischen Szenario im Jahr 2040
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Abbildung A-29:: Maximale und minimale gleichzeitige Leistung je Hausanschluss (ohne
GHD) und Netzgebiet in Abhdngigkeit der Hausanschlussanzahl im
realistischen Szenario im Jahr 2040
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Abbildung A-30: Maximale und minimale gleichzeitige Leistung je Hausanschluss (ohne
GHD) und Netzgebiet in Abhdngigkeit der Hausanschlussanzahl im
realistischen Szenario mit variablen Netzentgelten im Jahr 2040
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Abbildung A-31: Maximale und minimale gleichzeitige Leistung je Hausanschluss (ohne
GHD) und Netzgebiet in Abhdngigkeit der Hausanschlussanzahl im
realistischen Szenario mit Spitzenglattung im Jahr 2040
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A.6 Exkurs: Aktualisiertes PV-Szenario

Das aktualisierte PV-Szenario (PV+) basiert auf dem Netzentwicklungsplan Strom 2037 mit
Ausblick 2045 [113]. Der Wert fur 2040 wurde durch Interpolation bestimmt.

Tabelle A-19: Kennwerte der beiden PV-Szenarien im Jahr 2040

Parameter Hauptszenario Aktualisiertes Szenario
Durchdringungsgrad 24,4 % 412 %
Anzahl PV-Anlagen 10.872 18.368
Mittlere Leistung
je PV-Anlage 12,4 kW 12,8 kW
Mittlere Leistung 30 kW 53 kW

je Hausanschluss
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Abbildung A-32: Auftretende Netziberlastungen bei den beiden PV-Szenarien und in der
Referenz, V2H und im realistischen Szenario im Jahr 2040 unterteilt in die
Uberlastungsarten
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