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Kurzfassung iii

Kurzfassung

Die hohe Durchdringung an erneuerbaren Energien sowie deren zunehmende
Flexibilisierung macht eine Veranderung der Verteilnetzplanung notwendig. Hier-
fur wird im Rahmen dieser Arbeit eine neue probabilistische, zeitreihenbasierte
Methode zur Verteilnetzplanung entwickelt, welche den heute angewandten de-
terministischen Ansatz ersetzen kann. Das Ziel dieser Arbeit ist es die notwendi-
gen Veranderungen in den technischen Analysen der Verteilnetzplanung aufzu-
zeigen und am Beispiel eines Hochspannungsnetzes die notwendigen Modelle
und Berechnungsmethoden zu entwickeln.

Um die Netzbelastungen in der probabilistischen Verteilnetzplanung zu ermitteln,
zeigt sich eine zeitreihenbasierte Monte Carlo Simulation als vorteilhaft, da damit
neue Betriebskonzepte detailliert in der Netzplanung bewertet werden kdnnen.
Der damit einhergehende hohe Berechnungsaufwand kann mit einer Linearisie-
rung der Lastfluss- und Ausfallanalyse reduziert werden. Die hierfiir entwickelte
Methode zeigt in den durchgefiihrten Analysen einen geringen Fehler von maxi-
mal 6 % bei der thermischen Grenzleistungen der einzelnen Leitungen, bei gleich-
zeitiger Reduktion des Rechenaufwandes. Die notwendigen zeitreihenbasierten
Eingangsdaten werden mithilfe von Klimamodelldaten und Messdaten modelliert.
Als Beispiel fur die Flexibilisierung der Erzeugung werden zwei Methoden zur dy-
namischen Spitzenkappung entwickelt und miteinander verglichen. Die Grund-
lage fur die dynamische Spitzenkappung bildet die entwickelte Linearisierung der
Lastfluss- und Ausfallanalyse. Die Verwendung eines Optimierungsmodells zeigt
sich als vorteilhaft gegentber einer heuristischen Einsatzreihenfolge, da dadurch
die abgeregelte Energie minimiert werden kann.

Im Rahmen einer Planungsstudie eines realen 110 kV-Hochspannungsnetzes
wird die entwickelte probabilistische Verteilnetzplanung mit der konventionellen
Netzplanung verglichen. Dabei wird gezeigt, dass die geringe Anzahl an determi-
nistischen Netzauslegungsfallen bei der konventionellen Netzplanung zu Unterdi-
mensionierungen der Leitungen fuhren kann. Ebenfalls wird in dieser Fallstudie
gezeigt, dass der Einsatz einer optimierten dynamischen Spitzenkappung den
Ausnutzungsgrad der Verteilnetze erhdht und den notwendigen Netzausbau sig-
nifikant reduziert. Dabei ist es mdglich die Leitungslange des notwendigen Netz-
ausbaus um 67 % zu reduzieren, unter Einhaltung der technischen und regulato-
rischen Rahmenbedingungen. Im gesamten Netzgebiet ist fur diese Reduzierung
des notwendigen Netzausbaus eine Abregelung von 1,32 % der erneuerbaren
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Energien erforderlich. Als Ergebnis dieser Arbeit steht ein Ansatz zur probabilisti-
schen Verteilnetzplanung, welcher Fehldimensionierungen verhindern kann und
die Mdglichkeit bietet Betriebskonzepte zur Reduzierung des Netzausbaus detail-
liert in der Netzplanung zu bewerten.
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Abstract

The high penetrations of renewable energy sources and an increasing flexibility
of load and generation units leads to new demands within the distribution grid
planning. Therefore, it is a new method for distribution grid planning developed
based on probabilistic and time-series based calculations, which can replace to-
day’s deterministic approach. The aim of this work is to show the necessary
changes in the planning process. Additionally, the necessary models and calcu-
lation methods have been developed for a high voltage distribution grid.

A time-series based Monte Carlo Simulation is beneficial for the calculation of the
line loadings in the probabilistic distribution grid planning since network operation
as e.g. dynamic curtailment can be modelled in detail. The high computational
burden can be reduced by using a linearization of power flow calculation and con-
tingency analysis. The developed new methodology show a maximum relative
error of 6% in the rated line power flows. Time-series based input data is neces-
sary for the probabilistic distribution grid planning which is modelled using climatic
and measured data. Additionally, two methodology for dynamic curtailment are
developed and investigated as an example for flexibility of generation. Therefore,
the developed linearization of power flow calculation and contingency analysis are
used. An optimization model for dynamic curtailment is beneficial compared to a
heuristic approach since the curtailed energy can be minimized.

A planning study of a real 110 kV high voltage distribution grid is used to test the
new probabilistic distribution grid planning method and to compare it with the con-
ventional approach. The low number of deterministic load and generation scenar-
ios in conventional planning leads to an undersizing of the lines. Additionally, the
planning study shows that the optimized dynamic curtailment method significantly
reduces the necessary grid expansion. Here, a reduction of 67% of grid expansion
is possible when curtailing only 1.32% of the annual energy from renewable en-
ergy sources. The results of this work is a probabilistic distribution grid planning
method that can prevent over or under dimensioned lines and is able to integrate
operational concepts for the reduction of grid expansion.
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1 Einleitung 1

1  Einleitung

1.1 Motivation und Hintergrund

Die Anforderungen an die elektrischen Verteilnetze haben sich aufgrund des Aus-
baus an dezentralen, regenerativen Erzeugern im Rahmen der politisch geférder-
ten Energiewende in Deutschland grundlegend verandert. Friher erfolgte in den
Verteilnetzen eine Versorgung der Endkunden mit elektrischer Energie durch
zentrale GroRRkraftwerke, welche Gberwiegend im Transportnetz angeschlossen
waren. Die daraus resultierenden unidirektionalen Lastflisse ermdglichten es den
Netzbetreibern ihre Verteilnetze deterministisch, mit Hilfe einer Abschatzung des
maximalen Verbrauchs ihrer Endkunden, zu planen. Aufgrund der zunehmenden
dezentralen und volatilen Einspeisung, vorwiegend aus Windkraft- und Photovol-
taik-Anlagen (PV-Anlagen), entstehen jedoch bidirektionale Lastflisse. Aufgrund
der installierten Leistung dezentraler Erzeugungsanlagen kénnen grof3ere Leis-
tungsflisse auftreten als durch den Verbrauch der Endkunden. In den historisch
gewachsenen Netzplanungsgrundsatzen hat sich daher ein zweiter deterministi-
scher Fall, mit hoher Einspeisung aus dezentralen Erzeugern und geringer Last,
etabliert [1]. Insbesondere in Hochspannungsverteilnetzen, welche aufgrund ihrer
hohen Anforderungen an die Versorgungszuverlassigkeit als Maschennetze auf-
gebaut sind, kann jedoch nicht sichergestellt werden, dass die deterministischen
Netzauslegungsfélle auch fir jede individuelle Leitung deren hdchste Belastung
abbilden. Im schlimmsten Fall kann dies dazu fuhren, dass die Hochspannungs-
netze unterdimensioniert geplant werden, wodurch eine hohe Versorgungszuver-
lassigkeit nicht mehr gewahrleistet werden kann.

Zusatzlich ist eine zunehmende Flexibilisierung des Betriebs von elektrischen
Verteilnetzen zu vermerken. Einerseits erfolgt von den Endkunden eine zuneh-
mende Flexibilisierung ihres Energieverbrauchs sowie ihrer Einspeisung aus PV-
Anlagen, z.B. durch die Etablierung von Speichersystemen in Haushalten. Ande-
rerseits erfolgt bei den Netzbetreibern eine Zunahme intelligenter Betriebsmittel,
wie z.B. ein regelbarer Ortsnetztransformator (rOnt), der steuernd in den Netzbe-
trieb eingreift, um technische Grenzwerte einzuhalten. Derartige betriebliche
MalRnahmen mussen in die Netzplanung der Verteilnetzbetreiber integriert wer-
den kdnnen, um die hohe Versorgungszuverlassigkeit auch zukunftig zu gewahr-
leisten. Vorteilhaft an diesen betrieblichen Konzepten ist, dass der Ausnutzungs-
grad der Betriebsmittel erhéht werden kann. Dadurch kann die Effizienz der Netz-



betreiber gesteigert und die volkswirtschaftlichen Kosten der Energiewende ge-
senkt werden. Diese neuen Anforderungen an die Verteilnetzplanung kénnen mit
einem deterministischen Ansatz, wie es heutzutage Stand der Technik ist, nicht
erfullt werden.

1.2 Thema und Zielsetzung

Ziel dieser Arbeit ist die Entwicklung eines ganzheitlichen Ansatzes zur techni-
schen Analyse in der Verteilnetzplanung. Dieser soll einerseits die Anforderungen
der bestehenden Netzplanungsgrundséatze, wie z.B. die (n-1)-Sicherheit im Falle
von Hochspannungsnetzen mit Ubertragungscharakter [2], erfiillen als auch de-
tailliertere Analysen Uber die Auslastung der Verteilnetze, wie z.B. die Auftritts-
wahrscheinlichkeiten von bestimmten Leitungsauslastungen, unter der Berick-
sichtigung zukilnftiger Szenarien ermdglichen. Um eine praxisnahe Anwendung
zu ermdglichen, soll der entwickelte Ansatz die beschriebenen Ergebnisse in ei-
ner akzeptablen Simulationszeit liefern. Diese Anforderung ist insbesondere not-
wendig, damit der entwickelte Ansatz bei den Verteilnetzbetreibern angewandt
wird.

Mithilfe des neuen Ansatzes zur technischen Analyse in der Verteilnetzplanung
soll eine bessere Ausnutzung existierender Betriebsmittel und Netzstrukturen
moglich werden. Um dies zu erreichen ist es notwendig, dass Betriebskonzepte,
welche flexible dezentrale Erzeuger und Verbraucher steuern, um Netzengpéasse
zu verhindern, in die Verteilnetzplanung integriert werden kénnen. Durch die vor-
geschlagene Methode wird eine Optimierung des Netzausbaus unter der Bertick-
sichtigung betrieblicher MalRnahmen mdglich. Zusatzlich sollen die detaillierten
Analysemdoglichkeiten die Verteilnetzbetreiber bei der Risikobewertung ihrer
Netzausbauplanung unterstiitzen. Hierfir bietet die vorgestellte Methodik den
Vorteil, dass Auftrittswahrscheinlichkeiten und Zeitdauern hoher Belastungen
analysiert werden kdnnen. Dies ermoglicht es den Verteilnetzbetreibern neue Pla-
nungsgrundsatze zu etablieren, bei dem z.B. das 99. Perzentil als Grenzwert flr
einen Netzausbau herangezogen wird. In diesem Beispiel wirde der Verteilnetz-
betreiber in seiner Netzplanung ein Risiko eingehen, dass zu 1 % der Zeitpunkte
sein Verteilnetz nicht ausreichend dimensioniert ist, sofern die angenommene
Ausbauprognose von Erzeugern und Lasten fehlerfrei ist. Derartige Bewertungen
sind mit der heute angewandten Verteilnetzplanung, welche auf der Berechnung
von Extremféallen beruht, nicht mdglich.

Nach den heutzutage gultigen Planungsgrundsatzen der Netzbetreiber erfolgt die
Planung des Verteilnetzes Ublicherweise mit zwei deterministischen netzausle-
gungsrelevanten Fallen, einen fur hohe Last mit gleichzeitig niedriger dezentraler
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Erzeugung und einen mit niedriger Last und gleichzeitig hoher dezentraler Erzeu-
gung [1], [3], [4], [5]. Aufgrund des Aufbaus als Maschennetze in der Hochspan-
nung (HS) besteht jedoch die Mdglichkeit, dass die Verwendung von lediglich
zwei netzauslegungsrelevanten Fallen nicht die hdchste Belastung jeder individu-
ellen Leitung abbildet [6]*. Um solche Fehldimensionierungen in der Netzplanung
zu verhindern, muss daher die Anzahl der netzauslegungsrelevanten Falle erhoht
werden. Eine Mdoglichkeit hierzu bietet die Verwendung einer probabilistischen
Lastflussanalyse, welche eine Last an einem Knoten nicht mit einem diskreten
Wert, sondern mit einer Haufigkeitsverteilung abbildet [7]. Eine Verwendung die-
ser Analyse in der Netzplanung bietet die Moglichkeit, die Auftrittswahrscheinlich-
keiten der netzauslegungsrelevanten Falle zu ermitteln und mégliche Fehldimen-
sionierungen zu verhindern. Hierfir missen jedoch zuerst Modelle fur Energie-
verbrauche und Einspeisungen unter Berlcksichtigung eines weiteren Ausbaus
an dezentraler Erzeugung entwickelt werden. Ein Ziel dieser Arbeit stellt die Ent-
wicklung gerade dieser Modelle unter Berlcksichtigung eines zeitlichen Zusam-
menhangs der elektrischen Leistung dar. Zur Berechnung probabilistischer Last-
flisse sind verschiedene Methoden publiziert, daher erfolgt innerhalb dieser Ar-
beit ebenfalls eine Bewertung der Methoden zur Anwendung in einer zeitreihen-
basierten probabilistischen Netzplanung.

Der Fokus dieser Arbeit liegt im Hochspannungsnetz, welches besondere Anfor-
derungen an die Versorgungszuverlassigkeit besitzt. Im HS-Netz sind an jedem
Umspannwerk sehr viele Verbraucher und Erzeugungsanlagen angeschlossen,
wodurch ein Ausfall im HS-Netz zu einer weitreichenden Versorgungsunterbre-
chung fiihren wiirde. Daher werden Hochspannungsnetze mit Ubertragungscha-
rakter, nach den heutzutage gultigen Planungsgrundsétzen, unter Berlcksichti-
gung des (n-1)-Kriteriums geplant, um somit eine ausreichende Versorgungszu-
verlassigkeit zu gewahrleisten [2]. Das (n-1)-Kriterium sagt in der Netzplanung
aus, dass nach einem stérungsbedingten Ausfall eines Betriebsmittel keine dau-
erhaften Grenzwertverletzungen der Netzbetriebsgrof3en, wie z. B. Knotenspan-
nungen oder Leitungsauslastungen, auftreten [2]. Da an dieser Anforderung in
einer probabilistischen Netzplanung festgehalten werden soll, ist eine effiziente
Uberpriifung des (n-1)-Kriteriums ein weiteres Ziel innerhalb dieser Arbeit.

NetzverstarkungsmafRnahmen im Hochspannungsnetz sind heutzutage haufig
durch den Ausbau der Erneuerbaren Energien (EE) gepragt [3]. Mithilfe der Netz-
verstarkungen wird ,die Abnahme, Ubertragung und Verteilung des Stroms aus
erneuerbaren Energien” (§12 Absatz 1 Erneuerbare Energien Gesetz - EEG) [8]

1 Der vorgestellte Vergleich ist eine Analyse des Autors dieser Arbeit



sichergestellt. Da jedoch die Netzbetreiber nach dem EnWG flr einen ,wirtschaft-
lich zumutbaren Ausbau der Elektrizitdtsversorgungsnetze® (§ 11 Absatz 2
EnWG) [9], die jahrliche Energie von Photovoltaik (PV) und Windkraft um 3 %
reduzieren durfen, resultiert daraus ein weiteres Ziel dieser Arbeit. Besonders bei
der Betrachtung von Energien zeigt sich der grol3e Nutzen einer zeitreihenbasier-
ten probabilistischen Netzplanung, da innerhalb der deterministischen Netzpla-
nung eine Bewertung von Energien nur sehr stark approximiert méglich ist. Aus
der Spitzenkappung erfolgt fur diese Arbeit das Ziel, verschiedene Methoden zu
entwickeln und diese gegenseitig zu bewerten. Von besonderem Interesse ist
hierbei die Minimierung der reduzierten elektrischen Energie unter Beriicksichti-
gung verschiedener Randbedingungen. Das abschlieRende Ziel dieser Arbeit
liegt in der Bewertung der vorgestellten neuen Netzplanungsmethode anhand der
Planung eines realen Hochspannungsnetzes der Netze BW GmbH.

Zusammengefasst besitzt die Arbeit die folgenden Ziele:

e Entwicklung von Modellen zur Berechnung der zeitlichen Leistungsver-
laufe an Umspannwerken im HS-Netz unter Berucksichtigung eines weite-
ren Zubaus an EE

e Effiziente Uberpriifung des (n-1)-Kriteriums in zeitreihenbasierter, probabi-
listischer Netzplanung

e Bewertung des Nutzens einer dynamischen Spitzenkappung von dezent-
ralen Erzeugungsanlagen innerhalb der Netzplanung

e Durchfuhrung einer Planungsstudie an einem realen Hochspannungsnetz
und Bewertung der zeitreihenbasierten, probabilistischen Netzplanung

Im nachfolgenden Abschnitt erfolgt eine Beschreibung des Aufbaus dieser Arbeit,
um die genannten Ziele zu erreichen.

1.3 Struktur der Arbeit

Zuerst erfolgt in Kapitel 2 eine Beschreibung der bereits erfolgten Veranderungen
in der Netzplanung, hervorgerufen durch den Ausbau von dezentralen Erzeu-
gungsanlagen, sowie moderner Methoden, welche jedoch noch Gegenstand der
Forschung sind. Im Weiteren werden anhand der einzelnen Arbeitsphasen der
Verteilnetzplanung die neuen Modellierungs- und Berechnungsschritte detailliert
beschrieben. Dabei erfolgt zunachst in Kapitel 3 eine Beschreibung, wie die Ein-
gangsinformationen fir die zeitreihenbasierte, probabilistische Verteilnetzpla-
nung modelliert werden kénnen. Im Weiteren werden in Kapitel 4 die notwendigen
Netzberechnungen beschrieben, sowie Linearisierungen der Lastfluss- und Aus-
fallanalyse vorgestellt. Diese bilden die Grundlage fur die Integration neuer Be-
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triebskonzepte in die Verteilnetzplanung. Als Beispiel daftir werden zwei Metho-
den zur dynamischen Spitzenkappung, auf Basis einer heuristischen Einsatzrei-
henfolge und mit einem Optimierungsmodell, in Kapitel 5 vorgestellt. Eine Bewer-
tung der probabilistischen Verteilnetzplanung inklusive der Spitzenkappung er-
folgt in einer Fallstudie mit einem realen HS-Netz im Siden Deutschlands in Ka-
pitel 6. Die Ergebnisse dieser Arbeit werden abschlielend zusammengefasst.

1.4 Wissenschaftliche These

Aufgrund der veranderten Anforderungen an die Verteilnetze und der Zielsetzung
dieser Arbeit wird die folgende wissenschaftliche These formuliert:

Die probabilistische Verteilnetzplanung kann Fehldimensionie-
rungen verhindern und bietet die Moglichkeit Betriebskon-
zepte in der Verteilnetzplanung zu berucksichtigen, womit der
notwendige Netzausbau signifikant reduziert werden kann.

Um diese These zu uberprifen, erfolgt im Rahmen dieser Arbeit ein detaillierter
Vergleich zwischen der deterministischen Netzplanung, wie sie heutzutage von
den Netzbetreibern angewandt wird, und der entwickelten probabilistischen Me-
thode. Zusatzlich wird tberprift, in welchem Umfang der Netzausbau durch den
Einsatz einer dynamischen Spitzenkappungsmethode reduziert werden kann.
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2  Veranderungen in der Verteilnetzplanung durch
dezentrale Erzeugung

Durch den Ausbau der EE im Rahmen der Energiewende in Deutschland haben
sich die Anforderungen an die Planung und den Betrieb sicherer und zuverlassi-
ger Versorgungsnetze grundlegend verandert [10]. Fur die Verteilnetze resultiert
daraus eine Veranderung ihrer Versorgungsaufgabe. Fruher erfolgte in den Ver-
teilnetzen eine unidirektionale Versorgung der Endverbraucher und heutzutage
werden die Verteilnetze zusatzlich bendtigt, um die dezentral, in unterlagerten
Spannungsebenen bereitgestellte Energie bidirektional zu verteilen [4]. Zusatzlich
ist bereits heutzutage eine zunehmende Flexibilisierung der Erzeugung und des
Verbrauchs durch innovative, intelligente Technologien zu vermerken, welche zu-
kunftig noch weiter zunehmen wird [10]. Beispiele dieser Technologien sind Last-
management [10], [11], Einspeisemanagement [12], [13], [14], [15], Speichertech-
nologien [11] oder auch innovative Betriebsmittel wie regelbare Ortsnetztransfor-
matoren [10], um nur wenige ausgewahlte Beispiele zu nennen. Die Notwendig-
keit fir innovative, intelligente Technologien resultiert in der elektrischen Energie-
versorgung wiederum aus dem Ausbau der EE im Rahmen der Energiewende [8].
Um dies zu verdeutlichen, zeigt Abbildung 2-1 die Entwicklung der installierten
Leistungen der EE von 2002 bis 2017 [16].
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Abbildung 2-1: Entwicklung der installierten Leistungen der EE von 2002 bis 2017 (eigene
Darstellung, Daten aus [16])
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Im EEG ist ein Ausbaupfad von jahrlich 2,5 GW Windenergieanlagen und 2,5 GW
PV-Anlagen festgelegt [8]. Dieser Ausbaupfad ist festgelegt mit dem Ziel auch
zukUnftig eine stetige Zunahme von EE zu erreichen und gleichzeitig eine starkere
Zunahme zu verhindern. Im Verteilnetz resultiert aus den beschriebenen Veran-
derungen der Versorgungsaufgabe heute ein massiver Netzausbaubedarf [4], [5],
[10], [14]. Der Bundesnetzagentur (BNetzA) sind in diesem Zusammenhang ins-
gesamt 1984 NetzausbaumalRnahmen im Verteilnetz, Hoch- bis Niederspannung,
fur den Zeitraum von 2016 bis 2026 in Deutschland gemeldet. Deren Kosten be-
laufen sich auf 9,3 Mrd. €, welche drastisch im Vergleich zum Vorjahr (6,6 Mrd. €)
angestiegen sind [12]. Die BNetzA hat fur diesen plétzlichen Anstieg keine Be-
grindung seitens der Verteilnetzbetreiber erhalten [12]. Eine Aufteilung der Netz-
ausbauprojekte in ihren jeweiligen Projektstatus kann Abbildung 2-2 entnommen
werden. Auffallend dabei ist, dass sich ein Grol3teil der Projekte mit 55 % noch
innerhalb der Planungsphase befindet. Auswertungen der Bundesnetzagentur
haben zusatzlich gezeigt, dass Verteilnetzbetreiber Schwierigkeiten bei der Netz-
ausbauplanung, aufgrund der hohen Unsicherheit der Standortprognose von er-
neuerbaren Energien, haben [12].

Abgeschlossen

In Planung
Anzahl: 393
Anteil: 20% Anzahl: 1100
. Anteil: 55%
Im Bau
Anzahl: 491
Anteil: 25%

Abbildung 2-2: Gemeldete Netzausbauprojekte bei der Bundesnetzagentur (Stichtag 31. De-
zember 2015) im Verteilnetz fir den Zeitraum 2016 bis 2026 (eigene Darstel-
lung, Daten aus [12])

Die Methodik der Netzplanung, wie sie bei den Netzbetreibern angewandt wurde,

um die Netzausbauprojekte zu ermitteln, wird nachfolgend beschrieben, sowie die

bereits heute erfolgten Veranderungen in der Netzplanung als auch moderne Me-

thoden, die jedoch noch Gegenstand der Forschung sind, hervorgehoben.

2.1 Aligemeine Aufgaben der Netzplanung

Die elektrische Energieversorgung besitzt das Ziel ,eine moglichst sichere, preis-
gunstige, verbraucherfreundliche, effiziente und umweltvertragliche leitungsge-
bundene Versorgung der Allgemeinheit mit Elektrizitat” (81 Absatz 1 EnWG) [9]
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bereitzustellen. Ublicherweise erfolgt fiir die Zielvorgaben eine Zusammenfas-
sung in die technische Funktionsfahigkeit, die Wirtschaftlichkeit und die Umwelt-
vertraglichkeit [17], [18]. Dies wird als das Zieldreieck der elektrischen Energie-
versorgung bezeichnet. Eine Darstellung erfolgt in Abbildung 2-3. Nach [19] kann
die Netzplanung wie folgt definiert werden:

JPlanung ist das Zusammenfiigen aller erreichbaren und sachbezo-
genen Informationen zur Bestandsaufnahme und - darauf aufbauend
- das Schaffen einer Prognose zur Entwicklung in Gberschaubaren
Zeitraumen, das Aufstellen von Planungszielen, das Erarbeiten von
Lésungsvorschlagen, deren Prufung auf Vertraglichkeit mit dem Axi-
omensystem sowie die Auswahl einer optimalen Lésung.“ (Seite 19
[19])

Wobei in diesem Zusammenhang innerhalb des Axiomensystems die Grundfor-
derungen an die Netzplanung zusammengefasst werden [19].

Technik / Zuverlassigkeit

Wirtschaftlichkeit Umweltvertraglichkeit

Abbildung 2-3: Zieldreieck der elektrischen Energieversorgung

Um die Zielvorgaben zu erfullen, werden einzelne Analysen im Rahmen der Netz-
planung durchgefiihrt. Ein Uberblick, sowie ein zeitlicher Ablauf, dieser Analysen
kann Abbildung 2-4 entnommen werden. Zunéchst erfolgt im Rahmen der Netz-
planung eine technische Bewertung. Dabei wird flir den Prognosehorizont von bis
zu 20 Jahren [20] Uberprft, ob Netzverstarkungen notwendig sind. Ist dies der
Fall, werden verschiedene Netzausbauvarianten entwickelt, welche in den nach-
folgenden Analysen gegenseitig bewertet werden. Zusatzlich kann im Rahmen
der technischen Analyse eine Berechnung von Zuverlassigkeitsindices der Netz-
ausbauvarianten erfolgen. Diese Analyse wird nicht von allen Netzbetreibern an-
gewandt und dient daher als optionale Entscheidungshilfe fur die Auswahl der
Netzausbauvarianten. Nachfolgend zur technischen Analyse erfolgt eine Berech-
nung der Investitions- und Betriebskosten der verschiedenen Netzausbauvarian-
ten. Um den Zielvorgaben der Energieversorgung zu entsprechen, wird die kos-
tengunstigere Netzausbauvariante bei der Wirtschaftlichkeitsbetrachtung ausge-
wahlt. AnschlieBend zur Auswahl einer Netzausbauvariante erfolgt die konkrete
Planung der Trassen zusatzlicher Leitungen. Dabei kdnnen die Umwelteingriffe
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ein weiteres Kriterium bei der Netzplanung darstellen, da der Ausbau auf ver-
schiedenen Leitungstrassen erfolgen kann. Ein immer starker werdendes Krite-
rium ist die Akzeptanz in der betroffenen Bevolkerung, da in den vergangenen
Jahren verstarkt Proteste gegen den Netzausbau bis hin zur Grindung von Bir-

gerinitiativen und der Verhinderung von Netzausbauprojekten erfolgte.

A) Technik / Zuverlassigkeit

1. Bewertung technischer

Anforderungen

Einhaltung der
Leitungsstrome und

Berechnung der
Investitions- und
Betriebskosten der

Uberpriifung der

Kno’Fenspannungen Netzausbauvarianten Umwelteingriffe durch
° Eqilliiig : den Netzausbau
notwendiger Vergleich und
Netzverstarkungen Auswahl der Akzeptanz der
+ Entwicklung Netzausbhauvarianten betroffene Bevdlkerung
verschiedener zum Netzausbau
Netzausbauvarianten

2. Bewertung der

Zuverlassigkeit

» Berechnung Indices
(z.B. SAIFI, SAIDI)
der Varianten

» Optionale
Entscheidungshilfe
bei der Auswahl der
Varianten

Abbildung 2-4: Ablauf der Analysen im Netzplanungsprozess zur Uberpriifung der Zielvorga-

ben der Energieversorgung

Insgesamt zeigt sich die Netzplanung als ein multikriterieller Prozess [18], da die
Auswahl einer Netzausbauvariante sehr viele unterschiedliche Kriterien erftllen
muss. Dabei besteht die Moéglichkeit, dass einige der Kriterien im Widerspruch
stehen kdnnen. Beispielsweise kann eine Erhéhung der Zuverlassigkeit haufig
nur mit hoheren Investitionskosten erreicht werden, da mehr Netzbetriebsmittel
notwendig sind. Ein weiteres Beispiel fur den Widerspruch in den Zielvorgaben ist
die haufige Forderung nach Kabelstrecken in der Bevolkerung. Eine Kabelstrecke
als Netzausbau besitzt jedoch hohere Kosten verglichen mit einer Freileitung, hat
aber in weiten Teilen der Bevolkerung eine hohere Akzeptanz. Diese unterschied-
lichen Kriterien missen im Rahmen der Netzplanung gegenseitig bewertet wer-
den. Ein Ansatz hierfir liegt z.B. in spieltheoretischen Anséatzen, wie in [18] vor-
geschlagen. Dabei werden fur die Planungskriterien Nutzenfunktionen formuliert,
wodurch sich die Planungsaufgabe in ein spieltheoretisches System transformiert
und anschliel3end optimiert werden kann [18].
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Der Fokus dieser Arbeit liegt in der Bewertung der technischen Anforderungen
der Verteilnetzplanung, wie im Punkt 1 des Blockes A in Abbildung 2-4 dargestellt.
Demnach erfolgt in dieser Arbeit weder eine wirtschaftliche Bewertung, noch eine
Prufung der Umweltvertraglichkeit. Das detailliertere Vorgehen der Netzbetreiber
bei der technischen Analyse in der Verteilnetzplanung wird nachfolgend beschrie-
ben.

2.2 Technische Analyse in der Verteilnetzplanung

Da innerhalb der Netzplanung ein vorausschauender Blick in die Zukunft erfolgt,
in einem Zeithorizont bis zu 20 Jahre [20], ist das Ziel der technischen Analyse in
der Verteilnetzplanung zu entscheiden, ob neue Betriebsmittel installiert oder alte
Betriebsmittel aufgertistet werden mussen, um die Zielvorgaben zu erreichen
[21]. Um dieses Ziel zu erreichen, kann die Aufgabe der technischen Analyse, im
weiteren vereinfachend Netzplanung genannt, in einzelne Schritte unterteilt wer-
den. Angelehnt an [17] zeigt Abbildung 2-5, die einzelnen Phasen in den grauen
Blocken im Hintergrund, sowie ein schematischer Ablauf der einzelnen Arbeits-
schritte.

/ Erarbeitung neuer
/ Netztopologie Netzstrukturen
\ 4
Verbrauch Netzb h Technische
(Ist+Prognose) elzberechnung Vorgaben
erfallt?
EE I -
(Ist+Prognose) Zukunftlge_
Netztopologie
Aufbereitung der Analyse der Planung der neuen
Eingangsinformationen Netzstruktur Netzstruktur
Abbildung 2-5: Schematische Darstellung der Phasen der technischen Analyse in der Netz-

planung sowie einzelner Arbeitsschritte

Zu Beginn jeder Netzplanungsaufgabe erfolgt stets die Aufbereitung der Ein-
gangsinformationen, in denen sowohl die Netztopologie als auch Verbrauchs- und
Erzeugungsdaten zusammengefasst werden. Im Falle der Netztopologie beinhal-
tet dies auch den Aufbau eines Simulationsmodells fur die anschlieRenden Netz-
berechnungen [17]. Eine hohe Unsicherheit innerhalb des Planungsprozesses er-
folgt durch das stochastische Verhalten des Leistungsbezugs sowie der Einspei-
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seleistung von EE [22]. Zusatzlich dazu ist die Prognose Uber das zukinftige Ver-
halten fehlerbehaftet. Heutzutage erfolgt die technische Analyse der Verteilnetz-
planung durch ein deterministisches Verfahren, bei dem nur die Extremfélle des
Verbrauchs und der Einspeisung betrachtet werden [3], [4], [5]. Eine detaillierte
Beschreibung der Auswahl dieser Extremfalle erfolgt in Kapitel 2.3.1. Nach [1]
muss jedoch die Beschreibung der Eingangsinformationen zukinftig zeitreihen-
basiert erfolgen, um innovative Technologien innerhalb der Netzplanung zu be-
rucksichtigen. Verschiedene moderne Ansatze, wie z.B. in [7], [23], [24], sind
heutzutage jedoch noch Gegenstand der Forschung und werden noch nicht in der
Praxis bei den Netzbetreibern angewandt.

Die aufbereiteten Eingangsinformationen bilden die Grundlage fiir die anschlie-
Benden Netzberechnungen wie z.B. Lastflussberechnungen oder Kurzschluss-
analysen [17]. Welche Berechnungen innerhalb dieser Phase der Netzplanung
durchgefuhrt werden, ist hierbei sehr stark von der Spannungsebene abhangig.
FUr eine statische Betrachtung ist in der Niederspannungsebene eine Lastfluss-
berechnung ausreichend [7], [23], wahrend im Hochst- und Hochspannungsnetz
zusatzlich eine Ausfallanalyse durchgefihrt werden muss [2], [25]. Bei dieser wird
eine Lastflussberechnung durchgefuihrt, wenn jeweils ein Betriebsmittel nicht ver-
fugbar und damit aul3er Betrieb ist. Dadurch wird die (n-1)-Sicherheit des Netzes
Uberprift.

AbschlieRend erfolgt die eigentliche Planung der neuen Netztopologie, in der
neue Netzstrukturen erarbeitet werden und Uberpruft wird, ob mit diesen die tech-
nischen Vorgaben erfillt sind. Sollten dabei technische Grenzwerte verletzt wer-
den, entwickelt der Planungsingenieur neue Netzstrukturen, in dem er z. B. dem
Netzmodell neue Leitungen hinzufiigt, und anschlielRend tberprift, ob die Ziel-
vorgaben, wie z.B. die Einhaltung der technischen Grenzwerte, erfillt werden.
Innerhalb der Planung neuer Netzstrukturen werden mehrere Ausbauvarianten
erarbeitet und bewertet [17]. Wie im vorangegangen Abschnitt 2.1 beschrieben,
ist eine Bewertung notwendig, um z.B. eine kostenoptimale Lésung fiir den Netz-
ausbau zu finden.

Die grundlegenden Phasen der technischen Analyse in der Verteilnetzplanung,
wie in Abbildung 2-5 dargestellt, sind in vielen verschiedenen modernen Metho-
den, wie z.B. in [7], [23], [24], weiterhin enthalten. Einzelne Arbeitsschritte darin
kénnen jedoch modifiziert werden, um die technische Analyse der Verteilnetzpla-
nung auf neue Gegebenheiten anzupassen. Nachfolgend wird der Stand der
Technik in der Verteilnetzplanung, sowie bereits erfolgte Verdnderungen und die
Problematik der heutigen Anforderungen, beschrieben.
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2.3 Stand der Technik der Verteilnetzplanung

Heutzutage erfolgt die technische Analyse in der Verteilnetzplanung mit einem
deterministischen Ansatz, bei dem nur definierte Zustande als Eingangsgrol3e,
hier die Extremfélle der Last- und Erzeugungsszenarien, verwendet werden [4].
Dieser Ansatz basiert auf der Annahme, dass die Netzbelastung am héchsten ist,
wenn die Last oder die Erzeugung maximal ist und die damit ermittelte Transport-
kapazitat ausreichend fur alle auftretenden Falle ist. Es wird somit durch die Uber-
prufung weniger, definierter Zustande auf das Gesamtverhalten eines Verteilnet-
zes geschlossen. Dieselbe Annahme ist ebenfalls gultig fur die Betrachtung der
(n-1)-Sicherheit, da diese fur die definierten Zustande der Eingangsgréf3e Uber-
pruft werden kann. Entscheidend in diesem Ansatz ist die Auswahl der Last- und
Erzeugungsszenarien, da diese das Ergebnis der Verteilnetzplanung mal3geblich
beeinflussen. Daher wird nachfolgend die Methodik zur Ermittlung dieser naher
erlautert. Da der Fokus dieser Arbeit im Hochspannungsnetz liegt, erfolgt die Be-
schreibung der Methodik anhand dieser Spannungsebene.

2.3.1 Methodik konventioneller Ansatz

Da das elektrische Energieversorgungssystem historisch gewachsen ist, gilt dies
auch fur die Netzplanung, wodurch etablierte Methoden resultieren [1]. Dabei war
insbesondere die Verteilnetzplanung friiher ausschlie3lich vom Verbrauch elektri-
scher Leistung geprégt, da in der Verteilnetzebene nur eine vernachlassigbare
Anzahl und Leistung an Erzeugungsanlagen installiert war [1]. Als Eingangsinfor-
mation fur die Netzplanung wurde dabei lediglich der maximale Verbrauch der
individuellen Lasten unter Verwendung von Gleichzeitigkeitsfaktoren und einer
Prognose fur deren Zunahme verwendet [1]. Nach der Planung wurden keine Ver-
anderungen der Netztopologie mehr vorgenommen, wodurch dieses Vorgehen
auch als ,Fit and Forget’ Strategie bezeichnet wird [1].

In Deutschland ist heute die installierte Leistung an dezentralen Erzeugungsanla-
gen nicht mehr vernachlassigbar. Deshalb werden Ublicherweise zwei statische
netzauslegungsrelevante Falle angenommen [4]. Diese Eingangsinformationen
werden differenziert fir die einzelnen Spannungsebenen ermittelt. Allgemein er-
folgt nach [1] eine Unterteilung in zwei Félle:

e Hochlastfall: maximale Last und keine Erzeugung
e Einspeisefall: minimale Last und maximale Erzeugung

In der Niederspannungsebene werden fur Haushaltslasten eine konstante Leis-
tung angesetzt und in der Mittelspannungsebene werden die Werte des Schlepp-
zeigers (Jahresmaximallast) verwendet [7]. Aus Messungen der Leistungsflisse
uber die Transformatoren zwischen der Hoch- und Mittelspannungsebene werden
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die netzauslegungsrelevanten Zeitpunkte fur die Verteilnetzplanung der Hoch-
spannungsebene bestimmt [7]. Hierbei wird fir den Hochlastfall die zeitgleiche
Jahresmaximallast einer Netzgruppe und fur den Einspeisefall die zeitgliche Jah-
resminimallast verwendet [3]. Ein verklrztes Beispiel fur dieses Vorgehen ist in
Abbildung 2-6 fur drei Umspannwerke und einer Zeitdauer von 24 Stunden dar-
gestellt.
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@ : i Umspannwerk 3
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Abbildung 2-6: Zeitlicher Wirkleistungsverlauf von 3 Umspannwerken sowie der daraus re-

sultierende Hochlast- und Einspeisefall fir das Hochspannungsnetz ermittelt
aus der Summenlast

Als Datengrundlage fur Abbildung 2-6 wurden Messdaten der Wirkleistungsfliisse
in den Umspannwerken zwischen HS und MS aus dem Jahr 2014 verwendet. Zur
Ermittlung der netzauslegungsrelevanten Falle werden die Wirkleistungen der
Umspannwerke addiert. Der Zeitpunkt des Maximums der Summenkurve ent-
spricht dem Hochlastfall und der Zeitpunkt des Minimums dem Einspeisefall. Wie
anhand von Umspannwerk 3 in Abbildung 2-6 deutlich wird, findet bereits heutzu-
tage eine Rickspeisung von elektrischer Energie aus der MS-Ebene statt. Jedoch
bildet in dem dargestellten Beispiel der identifizierte Einspeisefall keine Riuckspei-
sung an Umspannwerk 3 ab. Nach [7] kann daraus die Gefahr fiir eine Uber- oder
Unterdimensionierung der HS-Netze resultieren, da individuelle Last- und Erzeu-
gungsmaxima durch andere Umspannwerke kompensiert werden. Dieser Effekt
muss durch Sicherheitsreserven oder Expertenwissen des Netzplaners kompen-
siert werden [7]. Eine weitere Kompensationsmdglichkeit stellt die Uberarbeitung
der Methode dar, in dem eine hohere Anzahl an netzauslegungsrelevanten Fallen
bericksichtigt wird.

Ein Zubau an dezentralen Erzeugungsanlagen wird lediglich im Einspeisefall be-
racksichtigt. Hierfir werden Prognosen fur den Zubau an den Umspannwerken
erstellt und bei der technischen Analyse beriicksichtigt. Aufgrund der Erfahrungs-
werte der Netzbetreiber ist bekannt, dass im Hochspannungsnetz die PV- und
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Windkraftanlagen nie gleichzeitig mit ihrer installierten Leistung einspeisen. Da-
her wird im Einspeisefall der prognostizierte Zubau mit einem Gleichzeitigkeits-
faktor skaliert. Dieser Gleichzeitigkeitsfaktor wird auf Basis der Erfahrungswerte
der Verteilnetzbetreiber ermittelt. Insbesondere stellt die geringe Anzahl an netz-
auslegungsrelevanten Fallen und die Anwendung von Erfahrungswerten eine der
grofdten Restriktionen in der konventionellen Verteilnetzplanung dar. Daher wer-
den nachfolgend die bestehenden Restriktionen und Risiken des konventionellen
Ansatzes detailliert beschrieben.

2.3.2 Restriktionen des konventionellen Ansatzes

Eine der grof3ten Restriktionen des konventionellen Ansatzes ist die Annahme,
dass die beiden Extremfalle als relevant angenommen werden, obwohl deren Auf-
trittswahrscheinlichkeit unbekannt ist [1]. Nach [7] birgt diese Problematik die Ge-
fahr, dass die elektrischen Verteilungsnetze tber- bzw. unterdimensioniert wer-
den. Aus Sicht der Netzbetreiber ist eine Uberdimensionierung als kritisch anzu-
sehen, da in diesem Fall ein zu hohes Investment in die Transportkapazitat er-
folgt, welche die Effizienz des Netzbetreibers reduziert [1]. Eine Unterdimensio-
nierung kann bei den Netzbetreibern dazu fuhren, dass die geforderte Versor-
gungszuverlassigkeit nicht erreicht wird [1]. Zusétzlich werden die Extremfalle tb-
licherweise auf Basis von Messdaten bzw. Erfahrungswerten der Netzbetreiber
bestimmt. Werden jedoch zukiinftig neue Verbrauchstypen, wie z.B. Elektrofahr-
zeuge, an das Verteilnetz angeschlossen, missen im konventionellen Ansatz An-
nahmen durch die Verteilnetzbetreiber getroffen werden. Da solche Annahmen
jedoch sehr schwierig zu treffen sind, bieten sich in diesem Kontext neue Pla-
nungs- und Simulationsprozesse, wie z.B. in [7], [23], [26], [27], [28], [29] be-
schrieben, an.

Eine weitere Restriktion des konventionellen Ansatzes ist die unzureichende Ab-
bildung von betrieblichen Freiheitsgraden, welche durch Flexibilitdtsoptionen, wie
z.B. Steuerung von Erzeugungsanlagen, Lastmanagement oder Speichereinsatz,
erreicht wird [28]. Insbesondere bei der Bewertung von derartigen Netzbetriebs-
strategien im Rahmen der Netzplanung ist eine Abschatzung deren Einsatzhau-
figkeit notwendig, um die verursachten und gesparten Kosten gegentber stellen
zu konnen [7]. Dies trifft insbesondere auf Netzbetriebsstrategien zu, die eine Be-
trachtung von Energien bendétigt, wie z.B. Spitzenkappung von EE oder der Ein-
satz von Speichertechnologien. Derartige Netzbetriebsstrategien konnen im kon-
ventionellen Ansatz nur sehr vereinfacht betrachtet werden, da nur der Betriebs-
zustand der zwei Extremfélle bekannt ist. Daher sind verschiedene Ansatze zur
Verteilnetzplanung bereits publiziert, bei denen eine Integration von flexiblen Las-
ten und Erzeugern bericksichtigt wird.
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2.4 Moderne Methoden der Netzplanung

Um die Gefahr von Unter- bzw. Uberdimensionierungen zu verhindern, sind ver-
schiedene moderne Ansatze zur Verteilnetzplanung publiziert. Diese sind jedoch
haufig nur akademischer Natur und haben selten eine praxisnahe Anwendung
[22]. Beispielsweise erfolgt in [30] eine Ermittlung der maximalen installierten Ka-
pazitat an flexibler, dezentraler Erzeugung oder in [31] eine optimierte Positionie-
rung neuer dezentraler Erzeugungsanlagen. Da nhach dem EnWG in Deutschland
die Netzbetreiber keine Erzeugungsanlagen betreiben dirfen, kdnnen diese auch
keinen Einfluss auf den Ort der Installation der Anlagen nehmen. Daher ist die
Methode aus [31] in der Praxis in Deutschland nicht anwendbar.

Die modernen Methoden zur Verteilnetzplanung werden in dieser Arbeit wie folgt
unterteilt:

e Verwendung von Zeitreihen der Last und Erzeuger als Eingangsinforma-
tion

e Probabilistische Lastflussrechnung (PLF),

e Versorgungszuverlassigkeit zur Netzausbauplanung

Jedoch ist eine Unterteilung der modernen Methoden nicht eindeutig mdglich, da
verschiedene Ansatze in allen Methoden eingesetzt werden. So erfolgt beispiels-
weise in [23] eine Verwendung von Zeitreihen, welche, wie in [7] beschrieben,
auch die Grundlage fur eine PLF sein kann. Eine Berechnung der Versorgungs-
zuverlassigkeit in der Verteilnetzplanung kann ebenfalls durch eine zeitsequenti-
elle Simulation erfolgen [32], [33]. Nachfolgend werden die einzelnen Kategorien
naher beschrieben und im Hinblick auf die Anforderungen an das Hochspan-
nungsnetz bewertet.

2.4.1 Verwendung von Zeitreihen

Eine naheliegende L6sung fur das Problem der Fehldimensionierung bei Verwen-
dung von zwei netzauslegungsrelevanten Fallen ist die Verwendung von Zeitrei-
hen Uber eine Periode von einem Jahr als Eingangsinformationen von Lasten und
Erzeugungsanlagen. Der grof3te Vorteil ist die einfache energetische Bewertung
innovativer Technologien wie z. B. eine Spitzenkappung von Erzeugungsanlagen
sowie eine anschlielBende 6konomische Bewertung mittels der Barwertmethode
[34]. Anwendung findet diese Methode in allen Spannungsebenen, beispielsweise
im Transportnetz durch den Netzentwicklungsplan und die Verwendung von
Strommarktsimulationen [35], im HS-Netz zur Bewertung innovativer Technolo-
gien [26], [36], im MS-Netz zur Ermittlung der Netzanschlusskapazitat von EE un-
ter Verwendung einer Spitzenkappung [37] oder im NS-Netz zur Entwicklung von
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agentenbasierten Simulationsumgebungen [23], [29]. Fur die planerische Bewer-
tung von innovativen Betriebsfihrungskonzepten ist eine zeitreihenbasierte Be-
trachtung unumganglich, da dadurch verschiedene Regelungskonzepte detailliert
modelliert und bewertet werden kénnen [1]. Zuséatzlich kann bei der Verwendung
von Zeitreihen in der Netzplanung die (n-1)-Sicherheit Gberprift werden, in dem
fur jeden Zeitpunkt eine Ausfallanalyse durchgefiihrt wird. Jedoch muss an dieser
Stelle hinterfragt werden, ob eine Ausfallanalyse fir alle Zeitpunkte notwendig ist,
oder ob diese auch fur ausgewahlte Last- und Erzeugungsszenarien ausreichend
ist [6]2.

Ein Nachteil fir den Einsatz von Zeitreihen in der Verteilnetzplanung ist der signi-
fikant steigende Berechnungsaufwand, da eine hohere Anzahl an netzausle-
gungsrelevanten Féallen betrachtet wird. Besonders in der Planung neuer Netz-
strukturen stellt dies eine Limitierung fir eine Anwendung in der Praxis dar, da
verschiedene Netztopologien untersucht werden missen und somit eine Berech-
nung mehrfach erfolgen muss. Ebenfalls kann bei Betrachtung einer Zeitreihe
Uber die Periode von einem Jahr nicht sichergestellt werden, dass samtliche indi-
viduellen Extremfalle betrachtet werden. Durch die Analyse von Jahresdauer-
kennlinien in der zeitreihenbasierten Netzplanung kénnen ebenfalls Auftrittswahr-
scheinlichkeiten einzelner Netzzustdnde ermittelt werden, wodurch die Abgren-
zung zur PLF nicht eindeutig festgelegt werden kann.

2.4.2 Probabilistische Lastflussrechnung

Unter einer probabilistischen Lastflussrechnung wird in dieser Arbeit eine Berech-
nung der Haufigkeitsverteilung von Knotenspannungen bzw. Leitungsstromen
verstanden. Dabei ist kein zeitlicher Zusammenhang zwischen einzelnen Knoten-
spannungen bzw. Leitungsstromen vorhanden. Die PLF wird innerhalb der Netz-
planung verwendet, um den Planungsingenieuren ein besseres ,Gefuhl” fur die
zukiunftige Netzbelastung sowie deren Auftrittswahrscheinlichkeiten zu geben
[38]. Die ersten Ansatze zur PLF gehen in die 1970er Jahre zurlick und beschrie-
ben die Unsicherheiten der Lasten mit deren diskreten Auftrittswahrscheinlichkei-
ten [39], [40]. Daraus werden mit einer analytischen Berechnungsmethode die
Auftrittswahrscheinlichkeiten der Leistungsfliisse bestimmt [40]. Bei einer analyti-
schen Berechnung der PLF, werden die Lasten und Erzeuger mittels Verteilungs-
funktionen beschrieben. Somit ergibt sich bei dieser Methode der Vorteil, dass
samtliche Last- und Erzeugungssituationen in die Netzplanung einfliel3en und so-
mit sichergestellt werden kann, dass alle individuellen Extremfélle in der Netzpla-
nung betrachtet wird. Nachteilig an den analytischen Verfahren ist die aufwandige

2 Die Analyse in dieser Quelle, welche die Frage aufwirft, ist Beitrag des Autors dieser Arbeit.
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Betrachtung von Betriebskonzepten. Darlber hinaus bietet die Bewertung der
Auftrittswahrscheinlichkeiten hoher Netzbelastungen die Mdglichkeit einer risiko-
optimierten Netzausbauplanung [22].

Die PLF wird haufig mithilfe einer Monte Carlo (MC) Simulation durchgefihrt [7].
Dies stellt eine alternative Berechnungsmethode zu den analytischen Verfahren
dar. Eine MC Simulation nutzt zufallig ausgewahlte Last- und Erzeugersituatio-
nen, um mittels deterministischer Lastflussberechnung die Auftrittswahrschein-
lichkeiten der Netzbelastung zu approximieren [22]. Da die MC Simulation von
Zufallsereignissen, sogenannten Stichproben, abhangig ist, hangt die Lésungs-
qualitat von der Anzahl der Stichproben ab [41].

Um Netzregelverfahren zu untersuchen, kann dieses Zufallsexperiment auch mit
einzelnen Zeitreihen erfolgen [42], wodurch wiederum die Abgrenzung zur Ver-
wendung von Zeitreihen erschwert wird. Nach der Definition aus [43] spricht man
bei der Verwendung von Zeitreihen nicht mehr von einer Monte Carlo Simulation,
da diese vollkommen zufallig sein muss und in der Zeitreihe dies nicht mehr ge-
wahrleistet wird. Nach [43] spricht man in diesem Fall von einem stochastischen
Prozess, welcher zufallig oder zeitsequentiell erfolgen kann.

Vorteilhaft durch die Verwendung eines zeitsequentiellen stochastischen Prozes-
ses ist wiederum die detaillierte Modellierung von innovativen Technologien zur
Netzbetriebsfiihrung. Eine Uberpriifung der (n-1)-Sicherheit kann analog zur Ver-
wendung von Zeitreihen bei einer MC Simulation oder einem zeitsequentiellen
Prozess durchgefuhrt werden. Analytische Verfahren zur PLF nutzen haufig eine
Faltungsoperation, bei der die Uberpriifung der (n-1)-Sicherheit nur bedingt mog-
lich ist.

2.4.3 Versorgungszuverlassigkeit zur Netzausbauplanung

Ein differenzierter Ansatz zur technischen Analyse in der Verteilnetzplanung ist
die Verwendung der Versorgungszuverlassigkeit durch die Berechnung von pro-
babilistischen Zuverlassigkeitskenngro3en. Dabei werden anhand einer gegebe-
nen Netztopologie Kenngrof3en berechnet mit denen eine Beschreibung der Ver-
sorgungsunterbrechungen an den einzelnen Verbrauchern moglich wird [44], [45].
Beispiele hierfir sind der Erwartungswert fir die Wahrscheinlichkeit einer Versor-
gungsunterbrechung (engl.: ,loss of load expectation“ - LOLE) oder der Erwar-
tungswert der nicht gelieferten Energie (engl.: ,expected energy not supplied” -
EENS). Eine Netzverstarkung erfolgt bei diesem Ansatz bis eine geforderte Zu-
verlassigkeit erreicht ist [45]. Somit &ndert sich die Zielgrof3e der technischen
Analyse, da z.B. im Hochspannungsnetz im Rahmen der Verteilnetzplanung eine
Netzverstarkung erfolgt, bis keine Verletzung der (n-1)-Sicherheit auftritt. Diese
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ZielgroRe wird bei diesen Verfahren durch eine definierte Versorgungszuverlas-
sigkeit ersetzt. Ein gro3er Vorteil an der Betrachtung der Versorgungszuverlas-
sigkeit ist die Verwendung in Optimierungsproblemen. So ist es moglich, die Netz-
ausbaukosten unter der Randbedingung zu minimieren, dass eine geforderte Zu-
verlassigkeit erreicht wird [44]. Ahnliche Formulierungen fiir derartige Optimie-
rungsprobleme sind unter anderem in [45], [46] zu finden.

Die gro3te Schwierigkeit bei diesen Ansatzen ist die Vorgabe einer geforderten
Zuverlassigkeit, da mit steigender Zuverlassigkeit auch die Kosten des Versor-
gungssystems steigen [47]. Betrachtet man hierzu das Zieldreieck der elektri-
schen Energieversorgung aus Abbildung 2-3, so féllt auf, dass gerade bei dieser
Betrachtung zwei Ziele im Widerspruch stehen. Fir die Netzbetreiber stellt sich
dabei die Frage, welche Reserve in Form der Transportkapazitat technisch not-
wendig und wirtschaftlich sinnvoll ist. Daraus ergibt sich dann die geforderte Zu-
verlassigkeit. Da diese Frage nicht direkt zu beantworten ist und stets auch indi-
viduell fir jede Netztopologie, sowie die verwendeten Lastmodelle [48], festgelegt
werden muss, folgt daraus eine Forderung nach einem deterministischen Krite-
rium wie der (n-1)-Sicherheit in den heutzutage gultigen Planungsrichtlinien [2].

2.5 Bewertung moderner Methoden zur Netzplanung

Zur optimalen Integration von flexiblen dezentralen Erzeugern und Verbrauchern,
welches Ziel dieser Arbeit ist, besitzen die genannten modernen Methoden jeweils
Vor- und Nachteile. Diese sind in Tabelle 2-1 stichpunktartig zusammengefasst.

Eine Verwendung der Versorgungszuverlassigkeit wird in dieser Arbeit nicht wei-
ter betrachtet, da dieses Vorgehen keine Konformitét zu heutzutage gultigen Pla-
nungsrichtlinien [2] besitzt. Dies ist der Tatsache geschuldet, dass es keine Defi-
nition gibt, welche Zuverlassigkeit, auf Basis einer definierten Kenngrol3e, ein Ver-
teilnetz erreichen muss [48]. Daher erfolgt in den Planungsrichtlinien weiterhin
eine Definition Uber deterministische Ansatze wie der (n-1)-Sicherheit. Da in die-
ser Arbeit eine praxisnahe Methode entwickelt werden soll, welche konform zu
gultigen Planungsrichtlinien ist, findet die Berechnung von Zuverlassigkeitskenn-
gréRen im Weiteren keine Betrachtung.

Bei der PLF und der Berechnung von Zeitreihen Gber eine Dauer von einem Jahr
halten sich die Vor- und Nachteile in etwa die Waage. Der grof3te Vorteil der PLF
ist, dass alle individuellen Extremfalle in der Netzplanung bertcksichtigt werden.
Jedoch muss fir die optimale Integration von flexibler, dezentraler Erzeugung der
zeitliche Zusammenhang gegeben sein, damit innovative Betriebsfiihrungsstrate-
gien im Detail berticksichtigt werden kdénnen [1].
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Tabelle 2-1: Vor- und Nachteile der modernen Methoden zur Verteilnetzplanung
Zeitreihen Uber ein Probabilistische Last- Versorgungszuverlas-
Jahr flussrechnung sigkeit
- Einfache energetische - Analytische Berech- - Gute Formulierung von
Bewertung von Regel- nungsmethoden mit Optimierungsproble-
konzepten geringem Rechenauf- men zur Minimierung
- Uberpriifung der (n-1)- wand vorhanden der Netzausbaukosten
Sicherheit mdglich - Analytische Verfahren
bericksichtigen alle
Extremfalle
Vorteile - Bewertung innovativer
Regelkonzepte durch
zeitsequentiellen,
stochastischen Pro-
zess moglich
- Uberpriifung der
(n-1)-Sicherheit még-
lich in MC Simulation
- Keine sichere Abde- - Bei MC Simulation - Schwierige Definition
ckung aller Extremfalle hoher Rechenauf- der Zuverlassigkeit
- Hoher Berechnungs- wand - Planungsrichtlinien for-
Nachteile

dern Uberprifung mit
Lastflussberechnung

aufwand - Betrachtung der (n-1)-
Sicherheit bei analyti-
schen Berechnungs-

methoden

Da eine eindeutige Trennung zwischen der Zeitreihenberechnung und der PLF
nicht moglich ist, da auch mit einzelnen Zeitreihen eine probabilistische Analyse
durchgefuhrt werden kann, erfolgt innerhalb dieser Arbeit eine Verwendung eines
zeitsequentiellen stochastischen Prozesses, welcher im Weiteren zur Vereinfa-
chung auch als MC Simulation bezeichnet wird. Dabei wird die Zeitsequenz, wel-
che zufallig ausgewahlt wird, auf die Dauer eines Tages festgelegt. Dies hat den
Vorteil, dass die Anzahl der berechneten Tage der Dauer eines Jahres entspre-
chen kann, um somit eine einfache energetische Bewertung zu erméglichen. Zu-
satzlich dazu soll in der Fallstudie aus Kapitel 6 untersucht werden, welche Anzahl
an Tagen notwendig ist.

Wie aus Tabelle 2-1 deutlich wird, besitzen beide Methoden den Nachteil eines
hohen Rechenaufwandes. Daher werden in Kapitel 4.1 die einzelnen Berech-
nungsmethoden der PLF auf die Eignung in einem zeitsequentiellen Prozess ge-
pruft. Ein Nachteil bei der Verwendung von Zeitreihen tber die Dauer von einem
Jahr ist, dass nicht sichergestellt werden kann, ob jeder individuelle Extremfall
bertcksichtigt wird. Daher erfolgt in Abschnitt 6.5.2 eine Analyse welches Risiko
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zur Unterdimensionierung bei Betrachtung einer Simulation Uber die Dauer eines
Jahres verglichen zum PLF besteht.

2.6 Abgrenzung der entwickelten Methodik

Wie die Analyse der modernen Methoden zur Verteilnetzplanung zeigt, haben
sich bereits sehr viele Autoren mit der Weiterentwicklung der konventionellen
Netzplanung beschéftigt. Dabei zeigt sich, dass nahezu alle Autoren der Forde-
rung aus [1] anschlieen und zeitreihenbasierte Ansatze in die Verteilnetzplanung
integrieren. Insbesondere die Integration von Flexibilitatsoptionen in die Verteil-
netzplanung ist ein aktuell grol3es Forschungsfeld [23], [26], [28], [29].

Eine Abgrenzung dieser Arbeit zu den bereits erfolgten entwickelten modernen
Methoden zur Verteilnetzplanung erfolgt einerseits tber die Spannungsebene.
Die verschiedenen Spannungsebenen im Verteilnetz besitzen sehr unterschiedli-
che Voraussetzungen und Strukturen. Daher sind Ansétze aus der Niederspan-
nung wie in [7] oder [23] nicht direkt auf die Hochspannungsebene ubertragbar.
Dies betrifft samtliche Phasen der technischen Analyse im Rahmen der Verteil-
netzplanung, da andere Eingangsdaten notwendig sind, bei den Netzberechnun-
gen eine Ausfallanalyse notwendig ist und der Einsatz flexibler Lasten und Erzeu-
ger auf verschiedene Ziele ausgerichtet sein muss. So erfolgt beispielsweise in
der Niederspannung vorwiegend ein Einsatz, um die Spannungserhéhung bzw.
den Spannungsabfall zu reduzieren. In der Hochspannungsebene ist die Ziel-
grofRe dahingegen die Leitungsauslastung. In der Mittelspannung, wie in [28] und
[29] wird zwar vermehrt die Leitungsauslastung betrachtet, jedoch besitzen auch
hier die Netze grundsétzlich unterschiedliche Strukturen.

In [26] erfolgte eine Betrachtung der Netzplanung in der Hochspannungsebene.
Dort wurde jedoch eine starke Vereinfachung der Ausfallanalyse angenommen,
da der maximale Leistungsfluss im Normalzustand weit unterhalb der maximalen
Auslastung begrenzt wurde. Daher erfolgt in dieser Arbeit eine Abgrenzung zu
[26] durch die detailliertere Abbildung der Ausfallanalyse. Ein ahnliches Verfahren
zu dem hier vorgestellten Ansatz wird in [36] angewandt, durch den Einsatz einer
Spitzenkappung unter Berucksichtigung der (n-1)-Sicherheit. Diese Arbeit grenzt
sich zu [36] durch die Anwendung einer linearen Ausfallanalyse fir komplexe
Netzstrukturen, wie in Abschnitt 4.4 vorgestellt, ab. Zusétzlich erfolgt in [36] ledig-
lich eine Betrachtung Uber die Zeitdauer eines Jahres, wodurch eine weitere Ab-
grenzung zu dieser Arbeit resultiert, da in der Fallstudie aus Kapitel 6 untersucht
wird, ob dieser Betrachtungszeitraum ausreichend ist und der Betrachtungszeit-
raum gegebenenfalls verbessert werden muss.
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Somit liefert diese Arbeit einen wissenschaftlichen Beitrag zur Verteilnetzplanung
in der Hochspannungsebene unter der Anwendung einer linearen Ausfallanalyse
fur komplexe Netzstrukturen. Ein weiterer wesentlicher wissenschaftlicher Beitrag
liegt in der Implementierung und dem Vergleich verschiedener Methoden zur Spit-
zenkappung unter der im EnWG vorgeschriebenen Energiegrenze von 3% pro
PV- bzw. Windkraftanlage [9]. Die durchgefiihrten Modellierungs- und Berech-
nungsschritte der einzelnen Phasen der technischen Analyse der Verteilnetzpla-
nung im Hochspannungsnetz werden nachfolgend detailliert beschrieben.
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3  Modellierung der Eingangsinformationen

Wie bereits in Kapitel 2.2 beschrieben, stellt die Aufbereitung der Eingangsinfor-
mationen flr die technische Analyse in der Verteilnetzplanung einen wesentlichen
Teil des Arbeitsaufwandes dar [17], [19]. Da in dieser Arbeit ein zeitsequentieller
stochastischer Prozess verwendet werden soll, ist das Ziel dieser Modellierung
sowohl das zeitliche als auch das statistische Verhalten der Knotenleistungen im
Verteilnetz unter Beriicksichtigung eines weiteren Ausbaus an EE zu beschrei-
ben.

Die Grundlage hierfur stellen bei der Netzplanung stets die Informationen tber
den aktuellen Ist-Zustand der Verteilnetze dar, welche durch Messungen gewon-
nen werden kdnnen [19]. Dabei zeigen sich insbesondere im Verteilnetz signifi-
kante Unterschiede in der Verfugbarkeit derartiger Messdaten bei den einzelnen
Spannungsebenen. Wahrend im Hochspannungsnetz zeitliche Messungen der
Leistungsfliisse Uber die Transformatoren zur Mittelspannungsebene vorliegen,
sind derartige Informationen in den niedrigeren Spannungsebenen nicht mehr
vorhanden. In dieser Arbeit liegt der Fokus auf dem Hochspannungsnetz, daher
wird zu Beginn dieses Kapitels die Modellierung der Eingangsinformationen am
Beispiel des HS-Netzes gezeigt und abschlieRend eine Ubertragbarkeit auf die
niedrigeren Spannungsebenen vorgestellt. Zusatzlich wird in diesem Kapitel auf-
gezeigt, wie andere Datenquellen, in Form von Klimamodelldaten, fur die Netz-
planung aufbereitet und verwendet werden kdnnen.

Aufgrund des weiterhin starken Zubaus von PV- und Windkraftanlagen, wie er im
EEG auch vorgesehen ist [8], stellen diese zwei Technologien entscheidende Ein-
flussgrofRen fur die Netzplanung dar. Andere Technologien, wie z.B. Biomasse-
oder Wasserkraftwerke, besitzen zukinftig ein deutlich geringeres Potential [4]
und werden daher in dieser Arbeit nicht weiter betrachtet. Aufgrund ihrer Betriebs-
weise, welche im zeitlichen Verlauf nahezu konstant ist, zeigen diese Anlagen fur
die Netzbelastungen ebenfalls einen konstanten Einfluss, welcher fur die proba-
bilistische Betrachtung eine geringere Relevanz besitzt. Eine schematische Dar-
stellung fur die Modellierung der Eingangsdaten zur Netzplanung im Hochspan-
nungsnetz zeigt Abbildung 3-1. Die hier vorgestellte Modellierung der zeitlichen
Lastprofile fur HS-Umspannwerke ist bereits in [49] veroffentlicht®. In Abbildung

3 Das in dieser Veroffentlichung prasentierte Modell ist eine Entwicklung des Autors dieser Pro-
motion.
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3-1ist auf der linken Seite dargestellt, wie eine mogliche reale Netztopologie aus-
sehen kénnte und wie diese fir die probabilistische Verteilnetzplanung innerhalb
dieser Arbeit modelliert wird (rechte Seite).

Ubertragungsnetz

planendes
HS-Netz

planendes
HS-Netz

Mesung P & Q Modellierung P & Q

M Modellierung ﬁ + é
%El:? PV Last Wind
Abbildung 3-1: Schematische Darstellung der modellierten Eingangsdaten fur die Netzpla-

nung im Hochspannungsnetz

Wie Abbildung 3-1 zeigt, erfolgt fir die Modellierung der Eingangsinformationen
lediglich eine aggregierte Betrachtung der Last, PV und Windkraftanlagen. Fr
die niedrigeren Spannungsebenen kann eine analoge Modellierung erfolgen, je-
doch kdnnen einzelne Komponenten aufgrund ihrer typischen Netzanschluss-
punkte entfallen. So werden beispielsweise Windkraftanlagen aufgrund ihrer
Nennleistung nicht im Niederspannungsnetz angeschlossen und muissen bei der
Modellierung der Ortsnetze nicht betrachtet werden. Eine detaillierte Beschrei-
bung, wie die zeitlichen Leistungsverlaufe der einzelnen Komponenten modelliert
werden kdnnen, erfolgt in den folgenden Unterkapiteln.

3.1 Lastmodellierung

Das Ziel der Lastmodellierung ist es, das zeitliche und statistische Verhalten des
elektrischen Energieverbrauchs nachzubilden, um somit eine Komponente der
Eingangsdaten fur die probabilistische Verteilnetzplanung bereitzustellen. Die
Grundlage fir diese Modellierung sollten stets historische zeitliche Messungen
des Netzzustandes sein, sofern derartige Messdaten vorhanden sind. Die Ver-
wendung von Messdaten ist fur die Lastmodellierung in der Netzplanung immer
vorteilhaft, da nur damit das individuelle Verbrauchsverhalten detailliert abgebil-
det werden kann. Insbesondere in der HS- und MS-Ebene besitzen die Verteil-
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netzbetreiber nur sehr wenige Informationen tber die Anzahl und Art der Verbrau-
cher in den unterlagerten Spannungsebenen. Dartber hinaus besitzen die einzel-
nen Verbraucher stets sehr individuelle zeitliche Verbrauche, wodurch eine sta-
tistische Beschreibung erschwert wird. Bertcksichtigt werden kann das individu-
elle Verbrauchsverhalten durch Verwendung von Messdaten der aggregierten
Last, wie in Abbildung 3-1 auf der linken Seite dargestellt.

Wie in Abbildung 3-1 gezeigt ist, werden die Leistungsflisse tber die Transfor-
matoren zwischen HS- und MS-Netz messtechnisch erfasst. Da jedoch auch Er-
zeugungsanlagen in den unterlagerten Spannungsebenen installiert sind, kann
mit dieser Messung lediglich die Residuallast erfasst werden. Bei der Modellie-
rung fur die Netzplanung, wie in Abbildung 3-1 dargestellt, ist jedoch die gesamte
Netto-Last erforderlich. Bei der deterministischen Netzplanung ist die Residualast
ausreichend, da bei der Ermittlung des Einspeisefalls die Annahme getroffen wird,
dass zu diesem Zeitpunkt die maximale Einspeisung der installierten EE-Leistung
anliegt und somit nur ein weiterer Zubau an Erzeugungsanlagen modelliert wer-
den muss. Bei Verwendung der Residuallast als Last in der in Abbildung 3-1 dar-
gestellten Modellierung musste bei der zeitlichen Einspeiseleistung des weiteren
Zubaus an EE die Korrelation zur Einspeiseleistung in der Residuallast bertck-
sichtigt werden. Eine starke Korrelation zwischen den einzelnen Erzeugungsan-
lagen existiert aufgrund ihrer Abhangigkeit zum Primarenergietrager, wie z.B.
Windgeschwindigkeit oder Solarstrahlung. Die Korrelation und damit die Abhan-
gigkeit zwischen einzelnen PV-Anlagen in einem NS-Netz wurde in [50] anhand
von zeitlich aufgelosten Messdaten nachgewiesen. Da jedoch in der Residuallast
keine Information Uber den Anteil der Erzeugungsleistung vorliegt, missen an-
dere Daten herangezogen werden. Fir die Lastmodellierung in dieser Arbeit wer-
den hierfur zeitliche Messungen von Windkraft- und PV-Anlagen, welche in der
unterlagerten Spannungsebene an einem Umspannwerk (UW) angeschlossen
sind, verwendet. Dabei wird die Annahme getroffen, dass eine Erzeugungsanlage
eine Referenz fur die gesamte installierte EE-Leistung des Umspannwerkes dar-
stellt und die Residuallast um die Einspeiseleistung von EE korrigiert werden
kann.

3.1.1 Methodik zur Korrektur der Residuallast

Die Datengrundlage bilden Messdaten in einer 15-minttigen Auflosung Uber das
Jahr 2014. Die Daten stammen aus einem realen Hochspannungsnetz der Netze
BW GmbH in Baden-Wlrttemberg. Eine detailliertere Beschreibung dieses Net-
zes erfolgt in der Planungsstudie in Kapitel 6. Fur die Korrektur der Residuallast
liegen Messdaten der Leistungsflisse Uber die Transformatoren der Umspann-
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werke vor. In einem ersten Schritt wird daraus die Residuallast des Umspannwer-
kes ermittelt. Dies erfolgt, um Fehler in den Daten durch Umschaltung parallel
betriebener Transformatoren zu vermeiden. Fir ein beispielhaftes Umspannwerk
ist die Korrektur der EE an einem Tag in Abbildung 3-2 dargestellit.
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Abbildung 3-2: Beispielhafte Korrektur der Residuallast fuir einen Tag eines Umspannwerkes

Fur die Einspeisung von EE werden Messdaten von Erzeugungsanlagen an dem-
selben Umspannwerk herangezogen. Sind Messdaten im Versorgungsgebiet ei-
nes UWs von mehreren PV- oder Windkraftanlagen vorhanden, wird eine mittlere
Leistung berechnet und auf die installierte Leistung des Umspannwerkes skaliert.
Fur das dargestellte UW in Abbildung 3-2 ist dies der Fall. Daher zeigen die Kur-
ven der Erzeugung gemittelte Werte Gber mehrere Anlagen. Auffallend ist an der
Darstellung der Erzeugung die héhere Einspeisung der PV, welche auf die hohere
installierte Leistung zurtckzufiihren ist. An diesem Umspannwerk ist die instal-
lierte Leistung von PV um den Faktor 4,7 hoher als die installierte Leistung von
Windkraftanlagen. Liegen keine Messdaten von Erzeugungsanlagen an einem
UW vor, so wird ein mittleres Profil Uber alle Erzeugungsanlagen des gesamten
Netzgebietes verwendet. Dies stellt eine N&herung dar. Jedoch ist eine Validie-
rung dieses Verfahrens aufgrund mangelnder Daten nicht mdglich. Bei der Blind-
leistung wird angenommen, dass die bisherigen Erzeugungsanlagen nur einen
vernachlassigbaren Beitrag zur Blindleistung liefern und dieser vernachlassigt
werden kann.

Zusatzlich zeigt Abbildung 3-2 die Lastkurve als Ergebnis der Korrektur fir diesen
beispielhaften Tag. Auffallend ist im Vergleich mit der Residuallast, dass Uber die
Mittagsstunden eine nahezu konstante Last anliegt und ein Absenken wie bei der
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Residuallast nicht mehr auftritt. Diese Absenkung ist ein sehr typisches Verhalten
in der Residuallast von Netzgebieten mit viel PV. Bei der Korrektur der Residual-
last wird sich ebenfalls wieder nur auf PV und Windkraft beschrénkt, da diesen
Technologien auch zukinftig ein signifikanter Zubau prognostiziert wird.

Als Alternative zur Verwendung von Messdaten ist in [49]* ein Regressionsmodell
zur Generierung von synthetischen Lastprofilen veroffentlicht. Dieses Modell ge-
neriert mit einem zufalligen Prozess, basierend auf einer linearen Regression,
Lastprofile fir ein Umspannwerk. Als Trainingsdaten werden hierfir Messdaten
eines Umspannwerkes verwendet, wodurch der zusatzliche Aufwand der Model-
lierung in Frage gestellt wird. Sind jedoch keine Messdaten vorhanden, kann die-
ses Regressionsmodell fir die probabilistische Verteilnetzplanung verwendet
werden. Die notwendigen Parameter des Modells sowie einer detaillierteren Be-
schreibung, analog zu [49]*, konnen Anhang A entnommen werden.

3.1.2 Plausibilisierung der korrigierten Residuallast

Da die Korrektur der Residuallast nur eine Naherung darstellt, kbnnen die Ergeb-
nisse nicht validiert werden. Daher wird an dieser Stelle lediglich eine Plausibili-
sierung mit Messdaten aus dem Jahr 2006 angestellt, da erst nach diesem Jahr
ein massiver Ausbau der EE erfolgte, wie in Abbildung 2-1 dargestellt. Ein Ver-
gleich der Mittelwerte, Maxima und Minima Uber die Dauer eines Jahres sind im
zeitlichen Verlauf tber ein Tag in Abbildung 3-3 fir ein Umspannwerk dargestellt.
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Abbildung 3-3: Vergleich zwischen der Korrektur der Residuallast mit Daten aus dem Jahr

2014 und Messdaten aus dem Jahr 2006. Die Mittelwerte, Maxima, Minima
wurden Uber die Dauer eines Jahres berechnet.

Die beste Ubereinstimmung zeigen die Mittelwerte, auch wenn eine Verschiebung
um wenige MW zu erkennen ist. Hierbei kann jedoch nicht plausibilisiert werden,

4 Das vorgestellte Regressionsmodell ist eine Entwicklung des Autors dieser Arbeit.
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ob dieser Unterschied aus einem Fehler der Korrektur oder aus einer Verande-
rung des elektrischen Verbrauchs resultiert. Festzuhalten bleibt jedoch die gute
Ubereinstimmung.

3.2 Erzeugungsmodellierung

Fur die Modellierung der zeitlichen Erzeugungsleistung von PV und Windkraftan-
lagen werden Klimamodelldaten verwendet, mit denen die elektrische Einspeise-
leistung berechnet wird. Durch diese Berechnung kénnen die Zeitreihen mit einer
Ausbauprognose der EE skaliert werden. Als Datensatz wird das regionale
Klimamodell REMO verwendet [51]. Dieses wurde entwickelt, um die Klimaent-
wicklung in Deutschland zu simulieren und bietet als Ergebnis sowohl zeitlich als
auch raumlich aufgel6ste klimatische Daten. Dabei wird eine rAumliche Auflosung
von 0,1 Langen- und Breitengrade erreicht. Entscheidend fir die Modellierung
sind dabei sowohl die Sonnenstrahlung und die Windgeschwindigkeiten, da dar-
aus die elektrische Einspeiseleistung berechnet werden kann. Detaillierte Berech-
nungsmethoden hierfir kdnnen der Literatur, wie z.B. in [52], [53], [54] oder [55],
entnommen werden. Das prinzipielle Vorgehen wird daher in dieser Arbeit nur
kurz skizziert. Vorteilhaft an Klimamodelldaten ist, dass Wetterfronten in der Ver-
teilnetzplanung, wie sie auch in der Realitat auftreten, bertcksichtigt werden kon-
nen. Diese zeigen sich beispielsweise an einem zeitlich und raumlichen Versatz
der Windgeschwindigkeiten tber einer Netzregion [26]. Eine genauere Analyse
der raumlichen Korrelation erfolgt in Kapitel 3.3.

3.2.1 Modellierung der Photovoltaik

Als Eingangsdaten fir die Modellierung der PV werden Globalstrahlungswerte
aus dem REMO-Klimamodell verwendet. In der schematischen Darstellung der
Berechnung in Abbildung 3-4 stellt dies die Eingangsgrof3e auf der linken Seite
dar. Darauf aufbauend wird die Bestrahlungsstérke in der geneigten Modulebene,
welche aus der Ausrichtung und der Neigung besteht, berechnet. Dies ist notwen-
dig, da PV-Anlagen zur Ertragssteigerung in Deutschland eine Ausrichtung in
Richtung Suden und zusatzlich eine Neigung besitzen. Nach [52] setzt sich die
gesamte Bestrahlungsstarke aus einem direkten, diffusen und reflektierten Anteil
zusammen, welche in Abhangigkeit der Sonnenposition berechnet werden kon-
nen. Fur die Berechnung der diffusen Strahlung wird in dieser Arbeit das Modell
von Klucher [52] verwendet, da hierfur nur sehr wenige Parameter zur Berech-
nung notwendig sind. Auf weitere Details zur Berechnung einzelner Strahlungs-
anteile sei an dieser Stelle auf die Literatur wie beispielsweise in [52] verwiesen.
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Globalstrahlung in Berechnung der Berechnung der
der horizontalen Strahlung auf die Wirkleistung der
Ebene Modulebene PV-Anlage

Abbildung 3-4: Ablauf Leistungsberechnung von PV-Anlagen auf Basis der Globalstrahlung

Die elektrische Wirkleistung kann nach [54] mithilfe der Standardtestbedingungen
und einem temperaturabhéngigen Wirkungsgrad berechnet werden. Unter An-
nahme eines konstanten Wirkungsgrades des Wechselrichters, in dieser Arbeit
wurden 95 % verwendet, folgt fir den wechselstromseitigen Anschluss der PV-
Anlage:

_ EGes
Pacpv = Nwr * Psr¢ T *Ntemp (3-1)
STC
Mit: Pacpv Leistung der PV-Anlage kW
Nwr Wirkungsgrad des Wechselrichters
Leistung der PV-Anlage unter Standardtestbedin- K
Psre gungen W
Eges Bestrahlungsstéarke auf den PV-Modulen kW/mz
Egrc Bestrahlungsstarke unter Standardtestbedingungen kW/mz?
Ntemp temperaturabhangiger Wirkungsgrad

Im temperaturabhangigen Wirkungsgrad wird die Veréanderung der Leistungsab-
gabe von PV-Modulen bei abweichender Modultemperatur zusammengefasst
[56], [57]. Nach [56] kann dieser mit 0,5 %/K angenommen werden. Um die Be-
rechnung zu Uberprifen wird nachfolgend ein statistischer Vergleich gezeigt, zwi-
schen Messungen und der hier skizzierten Modellierung.

3.2.1.1 Vergleich Modellierung und Messdaten einer PV-Anlage

Um die Umrechnung mit den REMO-Klimamodelldaten zu verifizieren, zeigt Ab-
bildung 3-5 einen Vergleich der Histogramme zwischen Messdaten von insge-
samt 325 PV-Anlagen und der Umrechnung mit dem REMO-Klimamodell. Die
Messdaten der PV-Anlagen wurden von der Netze BW GmbH fiur diese Arbeit
bereit gestellt. Die Linien der Messdaten sind dabei teilweise transparent darge-
stellt, wodurch sich ein Bereich hervorhebt in dem sehr viele der Messdaten lie-
gen. Dabei ist eine gute Ubereinstimmung in sehr vielen Leistungsbereichen zu
erkennen, lediglich fur niedrige Erzeugungsleistungen und die Maxima sind Un-
terschiede ersichtlich. Da fir die Netzplanung die Leistungsmaxima relevant sind,
erfolgt eine zusatzliche Markierung in Abbildung 3-5. Hier ist ersichtlich, dass bei
den Messdaten der 325 PV-Anlagen ein Maximum bei ca. 1 p.u. auftritt. Dieser
Wert wird bei der Modellierung mit den REMO-Klimamodelldaten nicht erreicht.
Dies kann auf die Modellierung, wie sie im vorangegangen Kapitel beschrieben
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ist zurickgefuhrt werden. Aus den Globalstrahlungswerten des REMO-Klimamo-
dells wurde die Anlagenleistung berechnet. Da die PV-Einspeisung in einem MS-
Netz aus sehr vielen einzelnen Anlagen besteht, welche unterschiedlich ausge-
richtet sind, wurde hierbei bereits eine Durchmischung der Anlagenausrichtung
angenommen. Dies hat zur Folge, dass die Sonneneinstrahlung nie in einem ide-
alen Winkel auf alle PV-Anlagen fallt, wodurch keine Leistungswerte nahe der
installierten Leistung auftreten. Diese Modellierung wurde eingeftigt, um eine ho-
here Anzahl an PV-Anlagen, welche an einem HS-Umspannwerk angeschlossen
sind, zu modellieren. Im Vergleich zum konventionellen Ansatz kann diese Mo-
dellierung mit der Einfuhrung der Gleichzeitigkeitsfaktoren verglichen werden. In
Abbildung 3-5 zeigen die Messdaten der PV-Anlagen eine Haufung der maxima-
len Leistung im Bereich des Maximums des REMO-Klimamodells, wodurch die
Gultigkeit dieser Annahme verdeutlicht wird. Aufgrund der guten Ubereinstim-
mung in vielen Leistungsbereichen wird davon ausgegangen, dass die Modellie-
rung der PV-Anlagen eine ausreichende Genauigkeit besitzt.
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Abbildung 3-5: Vergleich der Histogramme der Messdaten von 325 PV-Anlagen und der Mo-
dellierung mit dem REMO-Klimamodell

3.2.2 Modellierung Windkraftanlagen

Fur die Modellierung der Windkraftanlagen werden die Windgeschwindigkeiten in
einer Hohe von 10 Metern tber dem Boden aus dem REMO-Klimamodell als Ein-
gangsdaten verwendet [51]. Die notwendigen Berechnungsschritte sind in Abbil-
dung 3-6 dargestellt. Zu Beginn wird die Windgeschwindigkeit auf Nabenhdhe be-
rechnet, da die Windgeschwindigkeiten bei groéferem Bodenabstand zunehmen
[52]. Die Berechnung erfolgt mit dem logarithmischen Grenzschichtprofil mit einer
Rauhigkeitslange, welche eine mittlere landwirtschaftliche Flache repréasentiert.
Diese Berechnung ist notwendig, da im REMO-Klimamodell lediglich die Windge-
schwindigkeiten in 10 m Hohe verfugbar sind. Auf eine genauere Beschreibung
sei an dieser Stelle auf [52] verwiesen. Fur diese Arbeit wird eine Nabenhthe von
120 Metern angenommen.
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Abbildung 3-6: Ablauf der Leistungsberechnung von Windkraftanlagen auf Basis der Windge-
schwindigkeit

Fur die Umrechnung in die Leistung der Windkraftanlage wird eine Leistungs-
kennlinie einer Anlage mit Pitch-Regelung verwendet. In dieser Arbeit wurde als
Referenz eine Enercon E-82 E2 ausgewahlt [58]. Um die Berechnung zu plausi-
bilisieren erfolgt wieder ein statistischer Vergleich mit Messdaten einer Windkraft-
anlage.

3.2.2.1 Vergleich Modellierung und Messdaten einer Windkraftanlage

In Abbildung 3-7 ist wieder ein Vergleich der Histogramme zwischen der Model-
lierung und den Messdaten Uber die Dauer eines Jahres von 28 verschiedenen
Windkraftanlagen dargestellt. Die Messdaten wurden wiederum von der Netze
BW GmbH fir diese Arbeit bereitgestellt. Deutlich ist wieder die gute Ubereinstim-
mung zu erkennen. Auffallend ist die kleine Verschiebung der Maxima, welche
jedoch auf den Anlagentyp zurtickzufuhren ist. Die dargestellten Windkraftanla-
gen regeln bei hohen Windgeschwindigkeiten auf einen Leistungswert grol3er der
Nennleistung, wodurch ein Maximum grof3er 1,0 p.u. erreicht wird. In der Produkt-
Ubersicht von Windkraftanlagen aus [58] wird dieser Effekt deutlich. Auffallend ist
ebenfalls die Zunahme der Wahrscheinlichkeitsdichte im Bereich von 1 p.u. Dies
ist ebenfalls wieder auf die Leistungsbegrenzung der Windkraftanlagen bei hohe-
ren Windgeschwindigkeiten zurtickzufihren.
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Abbildung 3-7: Vergleich der Histogramme der Messdaten von 28 verschiedener Windkraft-
anlagen und der Modellierung mit dem REMO-Klimamaodell
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3.3 Raumliche Korrelation der Erzeugungsleistung

Aufgrund der Abhangigkeit zwischen der Erzeugungsleistung von PV und Wind-
kraftanlagen zur Wettersituation, kann davon ausgegangen werden, dass in ei-
nem Netzgebiet die Einspeiseleistungen der einzelnen UWs zueinander korrelie-
ren. Besitzt beispielsweise ein HS-UW gerade eine hohe Erzeugung von PV, so
besitzen benachbarte UWs ebenfalls eine hohe Erzeugung, da die Globalstrah-
lung &hnlich sein wird. Um derartige Abhangigkeiten zu quantifizieren, werden in
der Statistik Korrelationskoeffizienten eingesetzt [59]. Um die Starke einer linea-
ren Abhangigkeit zu quantifizieren, kann der Korrelationskoeffizient nach Pearson
verwendet werden [59]. FUr zwei Zufallsvariablen x und y folgt nach [59] fir den
Korrelationskoeffizient r:
21t =) i — y)

"= (n — Doyoy (3-2)

Mit: Oy, Oy Standardabweichungen
X,y Mittelwerte
n Anzahl der Zufallswerte

Der Korrelationskoeffizient r nimmt Werte zwischen -1 und 1 an [59]. Ist der Kor-
relationskoeffizient r nahe 1, so spricht man von einer positiven Korrelation.
Nimmt in diesem Fall die Zufallsvariable x zu, so nimmt ebenfalls die Zufallsvari-
able y zu. Ubertragen auf die Erzeugungsleistung von z.B. PV bedeutet dies, dass
wenn an einem UW eine hohe Erzeugung erfolgt, an einem anderen UW ebenfalls
eine hohe Erzeugung erfolgt, sofern diese eine positive Korrelation besitzen.
Nach [59] kann man bis zu einem Korrelationskoeffizienten von r = 0,7 von einer
positiven Korrelation sprechen. Leider stellt dieser Wert nur eine Naherung dar
und eine eindeutige Grenze ist bei Korrelationen nicht méglich [59]. Trotzdem
kann der Korrelationskoeffizient verwendet werden, um zu Uberprifen wie stark
die Abhangigkeit zwischen den Erzeugungsleistungen von EE im HS-Netz ist und
ob die Berechnung mittels des REMO-Klimamodells eine ahnliche Korrelation ab-
bildet.

Analog zur Lastmodellierung erfolgt die Uberpriifung der raumlichen Korrelation
mittels Messdaten von PV- und Windkraftanlagen in einem HS-Netz. Dabei wurde
die mittlere Einspeiseleistung an jedem UW verwendet. Mit den vorliegenden
Messdaten konnte dadurch die Einspeiseleistung an 16 UWs fur PV und an
7 UWs fur Windkraftanlagen Uber die Dauer von einem Jahr ermittelt werden. Fir
dieselben UWs wurde auch mit dem REMO-Klimamodell die zeitliche Einspeise-
leistung fur ein Jahr berechnet. Mit Gleichung (3-2) wird der Korrelationskoeffi-
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zient zwischen allen Datenséatzen fur PV und Windkraft berechnet. Eine Auswer-
tung Uber die Mittelwerte, Minima und Maxima erfolgt in Tabelle 3-1. Betrachtet
man in Tabelle 3-1 die Minima der Messungen, so fallt auf, dass zwischen allen
Daten stets eine positive Korrelation besteht. Lediglich bei Windkraftanlagen liegt
der minimale Korrelationskoeffizient bei den Messungen unter der naherungswei-
sen Grenze von 0,7, jedoch zeigt sich im Mittel trotzdem eine positive Korrelation.
Da zwischen den Messungen stets positive Korrelationen bestehen, muss diese
in der nachfolgenden Berechnung der Residuallast an den HS-Umspannwerken
berlcksichtigt werden.

Tabelle 3-1: Mittlere, minimale und maximale Korrelationskoeffizienten der Einspeiseleis-
tung aus PV und Windkraft Uber der Flache eines 110 KV-Netzgebietes
Mittelwert Minimum Maximum

Messung 0,911 0,787 0,976

PV
REMO 0,955 0,875 1
Messung 0,785 0,621 0,949

Wind
REMO 0,907 0,812 0,985

Das REMO-Klimamodell zeigt in Tabelle 3-1 stets einen hoheren Korrelationsko-
effizienten als die Messungen. Dies ist darauf zurlickzuftihren, dass innerhalb der
Messungen standortspezifische Unterschiede, wie z.B. Abschattungen der PV-
Anlagen oder Abbremsungen der Windgeschwindigkeiten durch Gebaude den
Korrelationskoeffizienten verschlechtern. Innerhalb des REMO-Klimamodells
sind derartige Einflisse nicht modelliert, wodurch der Korrelationskoeffizient et-
was hoher als in den Messungen ist. Fur die Netzplanung kann daraus abgeleitet
werden, dass raumliche Korrelationen mit dem REMO-Klimamodell abgebildet
werden kdnnen, auch wenn diese eine geringflgige Erhdhung der Gleichzeitigkeit
der Einspeiseleistung mit sich bringt. Da jedoch bei den Netzbetreibern nie voll-
standige Messdaten uber die Einspeiseleistungen in inrem Netzgebiet vorliegen
werden, bietet sich die Verwendung von Klimamodelldaten an, da somit fehlende
Eingangsinformationen ersetzt werden konnen.

3.4 Stochastische Modellierung Residuallast

Bislang wurde in diesem Kapitel gezeigt, wie aus Messdaten der Residuallast na-
herungsweise auf den elektrischen Energieverbrauch geschlossen werden kann
und wie aus Klimamodelldaten die Einspeiseleistung von PV und Windkraftanla-
gen ermittelt werden kann. Fur die probabilistische Verteilnetzplanung missen
nun diese einzelnen Schritte zusammengefihrt werden, um ein stochastisches



34 3 Modellierung der Eingangsinformationen

Modell fur die Residuallast zu erhalten. Anschlieend wird die Methodik vorge-
stellt und eine Validierung anhand von Daten fur ein HS-Netz gegeben, wobei fur
eine detaillierte Validierung an dieser Stelle auf [49]° verwiesen sei.

3.4.1 Methodik

Nach der Berechnung der zeitlichen Leistung der Lasten tber die Dauer von ei-
nem Jahr werden einzelne Tagesprofile gebildet. In Anlehnung an [60] erfolgt so-
wohl eine Unterteilung in die Jahreszeiten Winter, Sommer und Ubergangszeit
(Frahling und Herbst) als auch in die Typtage Werktage, Samstage und Sonntage.
Wobei Feiertage zu den Sonntagen gezahlt werden [60]. Eine Unterteilung erfolgt
anhand der gegebenen Zeitrdume in [60]. Diese Kategorisierung wird verwendet,
da die einzelnen Tage typische Charakteristiken bei den Energieverbrauchen auf-
weisen. So kann beispielsweise davon ausgegangen werden, dass im Winter ein
hoherer Verbrauch aufgrund der Beleuchtung als im Sommer auftritt, oder Indust-
riebetriebe an Werktagen einen héheren Verbrauch als an Sonntagen haben. Bei
der Erzeugungsleistung erfolgt lediglich eine Unterteilung in die Jahreszeiten, da
die Wettersituation ausschlie3lich von der Jahreszeit und nicht von den Typtagen
abhangig ist.

Die stochastische Modellierung der Residuallast kann nach der Kategorisierung
in die Typtage mittels einer MC Simulation erfolgen. Um dabei einen zeitsequen-
tiellen stochastischen Prozess zu ermdglichen, werden nicht einzelne Leistungs-
werte, sondern gesamte Tagesprofile zuféllig aus den Datenbanken der Typtage
ausgewahlt. Der zeitsequentielle stochastische Prozess erfolgt dabei stets ge-
trennt fur die einzelnen Typtage, um sicherzustellen, dass nicht Tagesprofile un-
terschiedlicher Typtage zufallig ausgewahlt werden. Um jedoch die raumliche
Korrelation der EE Einspeisung abbilden zu kdnnen, muss fur einen Tag in der
Simulation stets dieselbe Wettersituation Gber das gesamte Netzgebiet ausge-
wahlt werden. Dabei erhalt jedes Umspannwerk das zu seinem Ort korrespondie-
rende Zeitprofil aus dem REMO-Klimamodell. Eine vereinfachte schematische
Darstellung erfolgt in Abbildung 3-8.

Zur besseren Darstellung ist in Abbildung 3-8 die Anzahl der raumlich aufgeltsten
Datensatze im REMO-Klimamodell reduziert worden. Insgesamt erreicht das
REMO-KIlimamodell Uber die betrachtete Netzgruppe eine Auflésung von 11x15
Datensatzen. Das bedeutet, dass fur die Modellierung der Einspeiseleistung von
EE in der betrachteten Netzgruppe insgesamt 165 verschiedene Datensétze aus
dem REMO-Klimamodell herangezogen werden.

5 Modellierung und Validierung der in dieser Literatur vorgestellten Methodik ist eine Entwicklung
des Autors dieser Promotion.
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Abbildung 3-8: Vereinfachte, schematische Darstellung der rAumlich aufgeldésten Daten des
REMO-Klimamodells, insgesamt erreicht das REMO-Klimamodell tiber die be-
trachtete Netzgruppe ein Raster von 11x15 Datensatzen

Im Folgenden bedeutet eine zufallige Wettersituation, dass ein Tag aus dem
REMO-Klimamodell zufallig ausgewahlt wird und die korrespondierenden Zeitrei-
hen aus den 11x15 Datensatzen ausgewahlt werden. Somit wird Uber die ge-
samte Netzgruppe eine zusammenhangende Wettersituation ausgewahlt, auch
wenn die zeitlichen Profile der einzelnen Raster unterschiedlich sein kdnnen. Die
Modellierung der gesamten Eingangsdaten erfolgt nach dem Ablaufplan aus Ab-
bildung 3-9.

Wie Abbildung 3-9 zeigt, startet der Prozess zur Modellierung der Residuallast
mit der zufalligen Auswahl einer Wettersituation, welche fur alle UWs dieses Ta-
ges festgehalten wird. Zeitgleich wird fir das erste UW ein zufalliges Lastprofil
ausgewahlt. Fur die Berechnung der Residuallast wird nun diesem Lastprofil die
Einspeiseleistung von PV und Windkraft, durch Auswahl des korrespondierenden
Tagesprofils zu der ausgewdahlten Wettersituation, abgezogen. Anschlie3end wird
fur das nachste UW wieder ein zufélliges Lastprofil gezogen und wiederrum mit
der EE-Einspeisung dieses UWs getreu der bereits ausgewahlten Wettersituation
und dem korrespondierenden Ort des UWSs verrechnet. Fir weitere Residuallast-
profile aller UW im Rahmen einer MC Simulation, kann der Prozess wie in Abbil-
dung 3-9 dargestellt, wiederholt.



36 3 Modellierung der Eingangsinformationen

Start Modellierung
Eingangsdaten

‘ Erstes Umspannwerk ‘ ‘ Auswabhl zuféllige Wettersituation ‘
—> Auswahl zufélliges Lastprofil | i
_— ’717’ — — —
Datenbank Datenbank
_Last Profile __ PV Profile

ot Lot

| Residuallastprofil fir ein UW |

L Nachstes UW }4_::<:::ﬂ¢itere Uw?

v Nein

L Néchster Tag M-::@ere Tage? ——

Eingangsdaten fir
probabilistische Verteilnetzplanung

Abbildung 3-9: Flussdiagramm zur Modellierung der Residuallast an einem Tag fur alle Um-
spannwerke in einem HS-Netz

3.4.2 Validierung

Bei einer PLF mit MC Simulation kénnen die Mittelwerte fiir die Uberprufung der
Konvergenz herangezogen werden. Somit wird dadurch Uberprift, ob eine aus-
reichende Anzahl an Wiederholungen berechnet wurde. Um die Gite der Model-
lierung abzuschatzen, wird daher auch der Mittelwert in Form des mittleren Profils
der Modellierung herangezogen. Als Grol3e wird der mittlere quadratische Fehler
(engl. ,root mean square error - RMSE) nach Gleichung (3-3) verwendet:

— — 2
RMSE = Z?:l(PModel,t - PMessung,t) (3-3)
n
Mit: éMOdel,t’ Mittelwerte des Modells und der Messung zum Zeit- MW
PMessung,t punkt t
n Anzahl der Zeitpunkte im Tagesprofil

Fur insgesamt 42 Umspannwerke in einem HS-Netz wurde der Prozess der
stochastischen Modellierung der Residuallast durchgefihrt und der RMSE nach
Gleichung (3-3) berechnet. Dabei wurden aus jedem Typtag so viele Tagesprofile
gebildet, wie sie auch in einem Jahr auftreten. Die Ergebnisse sind in Abbildung
3-10 gezeigt. Sehr viele UWs haben einen Fehler kleiner als der Mittelwert von
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1,1 MW. Die gezeigten UWs besitzen eine mittlere Leistung Uber das Jahr zwi-
schen 13,8 MW und 34,7 MW. Diese Zahlen sind notwendig, um die GroR3enord-
nung der RMSE einordnen zu kénnen.

Lediglich drei Umspannwerke haben einen RMSE grol3er 4 MW. Diese sind auf
den verwendeten Referenzmessungen der EE zur Korrektur der Residuallast zu-
rickzuftihren. Bei diesen UWSs sind keine Referenzanlagen vorhanden, wodurch
ein groRerer Fehler bei der Korrektur der Einspeisung auftritt. Dieser Fehler
pflanzt sich dann in der Modellierung fort und resultiert in einem héheren RMSE.

In Anhang B erfolgt eine zusatzliche Validierung der RMSE fiur das 1. & 99.
Perzentil. Hierbei zeigen sich deutlich starker die Auswirkungen der verwendeten
Referenzmessungen der EE zur Korrektur der Residuallast. Diese fuhren bei den
Umspannwerken, welche in Abbildung 3-10 einen hohen RMSE aufweisen, zu
deutlich héheren RMSE in den Perzentilen. Dies verdeutlicht, dass die verwende-
ten Referenzmessungen einen signifikanten Einfluss auf die Abbildungsgenauig-
keit der verwendeten Modellierung besitzen. Weitere Validierungen des Modells
kénnen [49]¢ entnommen werden.
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Abbildung 3-10:  Root Mean Square Error des Mittelwertes tUber die Dauer eines Jahres fur die
stochastische Modellierung der Residuallast von 42 Umspannwerken

Insgesamt wird durch die stochastische Modellierung der Residuallast eine er-
hohte Einspeisung der EE erreicht. Betrachtet man innerhalb der Netzplanung
jedoch, dass die Ausbauprognose eine sehr hohe Unsicherheit und damit ein gro-

Res Fehlerpotenzial bietet, besitzt die hier vorgestellte Modellierung fur die Netz-
planung eine hinreichende Genauigkeit.

6 Das Modell und deren Validierung wurde vom Autor dieser Arbeit entwickelt bzw. durchgefiihrt.
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3.5 Anpassung auf andere Spannungsebenen

In diesem Abschnitt erfolgt eine Beschreibung der Ubertragung der Modellierung
der Eingangsdaten auf niedrigere Spannungsebenen. Da im MS-Netz nicht alle
Transformatoren zu den Ortsnetzen mit einer zeitlich aufgelésten Messung ver-
sehen sind, kann die vorgestellte Lastmodellierung nicht direkt tbernommen wer-
den. Aufgrund von unterschiedlichen Lastarten, wie z.B. Haushalts- und Gewer-
belasten, sind allgemeine stochastische Modelle im Mittelspannungsnetz selten.
Ansatze flur die Lastmodellierung sind in [37] und [61] zu finden, jedoch basieren
diese auf Standardlastprofilen und bilden damit das stochastische Verhalten nur
ungenigend ab. So bleibt fir die Lastmodellierung in der Mittelspannungsebene
die Frage, ob ein Top-Down-Ansatz, bei dem die Leistungsmessungen an den
HS/MS-Transformatoren auf die Knoten des MS-Netzes aufgeteilt werden, oder
ein Bottom-Up-Ansatz, bei dem die NS-Lasten nach oben aggregiert werden,
sinnvoller ist.

Die stochastische Erzeugungsmodellierung kann wie in [61] einerseits durch
Messdaten als auch andererseits durch Klimamodelldaten, wie oben présentiert,
erfolgen. Bei den Klimamodelldaten ist jedoch darauf zu achten, dass eine Unab-
hangigkeit zwischen den einzelnen Erzeugungsanlagen erhalten bleibt. Dabei ist
eine Moglichkeit, den berechneten Zeitreihen fir eine ganze Netzregion einen
normalverteilten Fehlerterm zu Gberlagern, um eine unabhangige Komponente zu
bertcksichtigen. Die Standardabweichung dieser Normalverteilung muss auf Ba-
sis der raumlichen Korrelation gewéahlt werden. Zur Ermittlung der raumlichen
Korrelation kbnnen Messdaten aus einem Versorgungsgebiet herangezogen wer-
den.

Im NS-Netz erfolgt heutzutage keine flachendeckende Messung der zeitlichen
Energieverbrauche. Abhilfe konnte hierfur der geplante Smart-Meter-Rollout leis-
ten [62]. Es mussen jedoch trotzdem noch stochastische, zeitreihenbasierte Mo-
delle fur Lasten ohne Messung verwendet werden. Verschiedene Modelle, welche
das statistische Verhalten auf Basis von zeitlichen Messdaten modellieren, sind
in [63], [64], [65]’, [66]° veroffentlicht. Derartige Modelle kdnnen in der probabilis-
tischen Verteilnetzplanung im NS-Netz eingesetzt werden, jedoch werden diese
auch mit Messdaten trainiert. Weiterhin muss noch Uberpruft werden, wie gewerb-
liche Lasten modelliert werden kénnen. Eine Modellierung der Erzeugungsleis-
tung kann analog zur Mittelspannung erfolgen.

7 Das vorgestellte Regressionsmodell ist eine Entwicklung des Autors dieser Arbeit.

8 Die vorgestellte Parametrierung des Regressionsmodells ist eine Entwicklung des Autors die-
ser Arbeit.
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4  Netzberechnungen in der probabilistischen
Verteilnetzplanung

Um sowohl eine optimierte Integration flexibler dezentraler Erzeuger und Verbrau-
cher zu ermdglichen als auch alle individuellen Extremfalle im Netz abzubilden,
erfolgt eine Verwendung eines zeitsequentiellen stochastischen Prozesses. Je-
doch werden zunachst die Methoden zur PLF auf die Anwendung von Zeitreihen
gepruft. Daher werden zunachst ausgewahlte Verfahren zur PLF beschrieben und
abschlieRend bewertet. Dabei steht insbesondere die Uberprifung der (n-1)-Si-
cherheit als auch die optimierte Integration flexibler dezentraler Erzeuger und Ver-
braucher im Rahmen der probabilistischen Verteilnetzplanung im Vordergrund.
Wie bereits beschrieben, besitzen MC Simulationen die Problematik eines hohen
Rechenaufwandes. Eine Verringerung des Rechenaufwandes kann durch Linea-
risierungen der Lastfluss- und Ausfallanalyse erreicht werden [67]°, welche in die-
sem Kapitel entwickelt und an einem 5-Knoten-Testsystem validiert werden.
Durch die entwickelten Linearisierungen kann zum einen der Rechenaufwand bei
guter Abbildungsgenauigkeit signifikant gesenkt werden. Zusatzlich stellen sie
eine Grundlage flr die Berechnungen der Betriebsstrategien zur optimierten In-
tegration flexibler dezentraler Erzeuger und Verbraucher dar.

4.1 Methoden zur probabilistischen Lastflussrechnung

Grundsatzlich kénnen die Verfahren zur Berechnung probabilistischer Lastfliisse
in zwei Gruppen eingeteilt werden:

e Monte Carlo Simulation
e Analytische Verfahren

Dabei beinhalten die MC Simulationen samtliche Berechnungsverfahren basie-
rend auf Zufallsprozessen, welche mittels Zufallsgeneratoren die Eingangsgro-
Ben variieren und mittels wiederholt durchgefihrter Lastflussberechnung die Ver-
teilungsfunktion der Berechnungsergebnisse approximieren [68]. Kritisch bei
samtlichen MC Simulationen ist, dass die Anzahl der Zufallsexperimente grof
sein muss, um eine reprasentative Aussage zu erhalten [69]. In der Wahrschein-
lichkeitstheorie wird diese Tatsache mit dem Gesetz der grof3en Zahlen begrin-
det, welches besagt, dass der Mittelwert einer Folge unabhangiger Zufallszahlen
nahe dem Erwartungswert liegt, wenn die Anzahl der Elemente der Folge grol3 ist

° Die vorgestellte Methode ist eine Entwicklung des Autors dieser Arbeit.
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[70], [71]. Im Falle der PLF muss die Anzahl der einzelnen Lastflussberechnungen
in einer MC Simulation grof3 sein, um die Verteilung der Leistungsflisse gut nach-
zubilden. Demgegenuber stehen analytische Verfahren, welche direkt die Vertei-
lungen der Leistungsflisse berechnen. Vorteilhaft an den analytischen Verfahren
ist ein erheblicher Zeitgewinn bei der Berechnung.

Innerhalb dieses Abschnitts werden die fur diese Arbeit wichtigsten Verfahren zur
PLF beschrieben. Dabei besitzt diese Auswahl keinen Anspruch auf Vollstandig-
keit, da von mehreren Autoren eigene Verfahren zur PLF entwickelt wurden, wie
beispielsweise in [22], [27], [72], [73], [74]. Jedoch basieren viele Publikationen
auf Weiterentwicklungen der hier vorgestellten, grundlegenden Verfahren. Als Va-
riation fir die MC Simulation werden Stichprobenverfahren vorgestellt, welche die
Anzahl der Wiederholungen verringern kénnen. Die analytischen Verfahren wer-
den mathematisch umgesetzt durch die Faltung von Verteilfunktion, welche de-
taillierter im Folgenden beschrieben werden. Abschliel3end werden die beschrie-
benen Verfahren fir die Eignung in der probabilistischen Verteilnetzplanung be-
wertet.

4.1.1 Monte Carlo Simulation

Die grundlegende Idee einer Monte Carlo Simulation zur PLF liegt in der wieder-
holten Berechnung deterministischer Lastflisse mit zufallig ausgewahlten, variie-
renden Knotenleistungen als Eingangsdaten, welche anhand ihrer entsprechen-
den Verteilungsfunktion gewahlt werden. Dieses Verfahren wird angewendet, da
die kombinatorischen Méglichkeiten der Knotenleistungen exponentiell ansteigen
und somit fir gréRere Netze nicht mehr vollstandig abbildbar sind [7]. Ublicher-
weise werden Monte Carlo Experimente in der Statistik zur numerischen Losung
zufallsbedingter Prozesse verwendet, welche analytisch schwer zu Iésen sind
[75], wie z.B. die PLF. Eine schematische Darstellung des Gesetzes der grof3en
Zahlen in der PLF erfolgt in Abbildung 4-1. Diese zeigt auf der linken Seite ein
kleines Netzschema mit zwei, in einem Strang angeschlossenen Lasten. Bei der
MC Simulation werden nun die komplexen Scheinleistungen in einzelnen Zufalls-
experimenten getreu ihrer Verteilungsfunktion ausgewahlt und somit eine mogli-
che Kombination erstellt. Fir jedes Zufallsexperiment (Kombination) erfolgt an-
schlieRend eine deterministische Lastflussberechnung. Durch die Auswertung der
Ergebnisse der einzelnen Lastflussberechnungen kann nun die Konvergenz des
Verfahrens Uberprift werden. Dies ist auf der rechten Seite in Abbildung 4-1 dar-
gestellt. Bei dieser Auswertung zeigt sich, dass der Mittelwert eines Berechnungs-
ergebnisses, wie z.B. der Transformatorauslastung, bei zunehmender Anzahl an
Zufallsexperimenten (Kombinationen) sich dem Erwartungswert annéhert. Dar-
Uber hinaus zeigt sich in derartigen Auswertungen, dass der Mittelwert bei einer
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kleinen Anzahl an Zufallsexperimenten noch eine groR3ere statistische Varianz be-
sitzt und diese sich mit zunehmender Anzahl an Zufallsexperimenten verringert.
Durch dieses Konvergenzverhalten wird es mdglich, ein Abbruchkriterium fr die
Gute der Approximation zu definieren, um dieses nach jedem Zufallsexperiment
zu Uberprifen und bei Unterschreitung die Simulation abzubrechen.
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Abbildung 4-1: Schematische Darstellung des Konvergenzverhaltens einer Monte Carlo Si-

mulation in einer probabilistischen Lastflussrechnung

Durch die Verwendung einer MC Simulation ist es ebenfalls méglich einen zeitli-
chen Zusammenhang herzustellen. Hierfir kénnen einerseits wie in [7] oder [42]
real gemessene Zeitreihen von Haushaltslasten oder andererseits multivariate
Verteilungsfunktionen wie in [68] verwendet werden. Bei der Verwendung von ge-
messenen Zeitreihen erfolgt in jedem Zufallsexperiment eine zufallige Auswahl
einer Zeitreihe, wie z.B. ein Tagesprofil mit einer Aufldésung von 15 Minuten. Hier-
bei wird Ublicherweise die Annahme getroffen, dass jede einzelne Zeitreihe
gleichwahrscheinlich ist und somit Gber eine gleichverteilte Zufallszahl ausge-
wahlt werden kann. Durch die anschlieende deterministische Lastflussberech-
nung jedes einzelnen Zeitpunktes kann der zeitliche Zusammenhang festgehalten
werden. Wie jedoch in [7] nachgewiesen wurde, besitzt das Verfahren fiir die Aus-
wahl der einzelnen Zeitreihen einen Einfluss auf die Abbildungsgenauigkeit der
Extremwerte der Ergebnisse der PLF, wie z.B. Knotenspannungen. So zeigten
sich in dieser Untersuchung, dass zwischen den Messdaten unterschiedlicher
Haushalte sowohl eine Korrelation zwischen den Zeitpunkten der einzelnen Haus-
halte als auch zwischen verschiedenen Haushalten besteht. Durch die unter-
schiedliche, zufallige Auswahl der Zeitreihen zeigten sich besonders flir die Ext-
remwerte der Knotenspannungen Unterschiede. Daraus folgt, dass ein besonde-
res Augenmerk auf Korrelationen der Eingangsdaten gelegt werden muss. Fur
die Verwendung innerhalb der Netzplanung sind besonders die Extremwerte der
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Knotenspannungen und Leitungsstrome von Interesse, weshalb eine hohe An-
zahl an einzelnen Simulationen bei der MC Simulation unumgénglich ist. Die not-
wendige Anzahl ist dabei von den Eingangsdaten abhangig und muss individuell
gepruft werden.

Ein Vorteil der MC Simulation ist, dass fur die Lastflussberechnung keine Verein-
fachungen, wie dies bei den analytischen Verfahren notwendig ist, gemacht wer-
den mussen. Daher wird die MC Simulation auch ublicherweise als Referenzver-
fahren fur die Bewertung unterschiedlicher Verfahren herangezogen [22], [69],
[76]. Ein weiterer Vorteil ist die einfache Implementierung und Flexibilitat des Ver-
fahrens wie es auch fur die Abbildung der zeitlichen Zusammenhange notwendig
ist. Zusatzlich dazu bietet diese Flexibilitat auch die Mdglichkeit in der MC Simu-
lation die Ausfallanalyse zu integrieren. Da stets eine hohe Anzahl an Zufallsex-
perimenten notwendig ist, um insbesondere die Extremwerte genau abzubilden,
besitzt die MC Simulation einen hohen Rechenaufwand, welcher flr eine praxis-
nahe Anwendung in der Verteilnetzplanung als nachteilig angesehen werden
kann.

Eine Verringerung des Rechenaufwandes ist durch die Anwendung von beson-
deren Stichprobenverfahren moglich. Diese optimieren die Auswahl der Zufallsex-
perimente [77]. Bei der einfachen Zufallsauswahl (SRS engl.: Simple Random
Sampling) werden die Zufallsexperimente unabh&ngig voneinander gewahlt, wie
vorangegangen beschrieben. Dabei besteht die Mdglichkeit, dass mehrmals &hn-
liche Knotenleistungen gewéahlt werden und somit eine hohe Anzahl an Zufallsex-
perimenten durchgefihrt werden muss, um den gesamten Zustandsraum zu be-
trachten und somit die Ergebnisse der PLF genau abzubilden. Nach [77] besitzt
dieses Verfahren den hochsten Berechnungsaufwand. Alternativen zum SRS
stellen die geschichtete Zufallsauswahl (engl.: Stratified Sampling) und das Latin
Hypercube Sampling (LHS) dar [78].

Beim Stratified Sampling wird die Verteilungsfunktion, der eine Stichprobe ent-
nommen werden soll, zu Beginn in gleichwahrscheinliche Bereiche unterteilt. Bei
der Entnahme der Stichproben, wird nun jedem dieser Bereiche eine Probe ent-
nommen. Dadurch wird sichergestellt, dass der gesamte Wertebereich der Ver-
teilungsfunktion abgedeckt wird. Dies stellt eine Verbesserung gegeniber dem
SRS dar, weil bei diesem Verfahren die Méglichkeit besteht, dass alle gewahlten
Zufallszahlen in einem ahnlichen Wertebereich liegen.

Das LHS stellt eine Weiterentwicklung des Stratified Sampling dar, da zusatzlich
zur Aufteilung einer Verteilungsfunktion in gleichwahrscheinliche Bereiche ein
Mechanismus definiert ist, wie die einzelnen Zufallsexperimente, z.B. Knotenleis-
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tungen beim PLF, miteinander kombiniert werden. Fur detaillierte Beschreibun-
gen sei an dieser Stelle auf die Literatur in [77] und [79] verwiesen. In [78] wurde
gezeigt, dass mit dem LHS der Stichprobenumfang am starksten reduziert wer-
den kann. In Bezug auf die PLF wurde dies in [77] und [79] bestatigt. Da in dieser
Arbeit ein zeitsequentieller stochastischer Prozess verwendet werden soll, miss-
ten Stichprobenverfahren auf die Anwendung von Zeitreihen angepasst werden,
was jedoch nicht im Rahmen dieser Arbeit erfolgt. Daher wird in dieser Arbeit
lediglich das SRS als Mdglichkeit fiir eine MC Simulation weiter betrachtet.

4.1.2 Faltungsbasierte Probabilistische Lastflussrechnung

Neben MC Simulationen kann die PLF auch mittels analytischer Verfahren gelost
werden. Diese besitzen den Vorteil, dass die Verteilungen der Berechnungser-
gebnisse direkt aus den Verteilungen der EingangsgréRen berechenbar sind.
Dadurch resultiert eine deutliche Verringerung des Berechnungsaufwands. Vo-
raussetzung fir die analytische Losung ist jedoch eine Linearisierung der Last-
flussberechnung [22]. Eine Linearisierung stellt eine Naherung der Lastflussrech-
nung dar, deshalb muss stets die Genauigkeit der verwendeten Linearisierung
untersucht werden. Aus diesem Grund wird eine MC Simulation als Referenzver-
fahren fur die analytischen Losungen herangezogen [27]. Anwendungen dieses
Verfahrens sind unter anderem in [39], [27], [80], [81] und [82] publiziert.

Durch die Linearisierung der Lastflussberechnung wird es moglich, die Leistungs-
flisse mithilfe einer linearen Abbildung der Knotenleistungen darzustellen [39].
Daraus folgt, dass sich die PLF aus der Summe der Verteilungen der einzelnen
Zufallsvariablen berechnen lasst. Nach [70] wird die Summe zweier unabhangiger
Verteilungen Uber die Faltung berechnet. Fir zwei beispielhafte Verteilungen £
und £ berechnet sich das Faltungsintegral mittels Gleichung (4-1):

(e £ = [ A@fG - D @)

Im Falle von Messungen von z.B. Haushaltslasten ist auch eine diskrete Berech-
nung des Faltungsintegrals moglich. Dabei wird anstelle des Faltungsintegrals die
Faltungssumme gebildet [7]. Die Abbildung von Korrelationen unter den Ein-
gangsdaten muss bei den analytischen Verfahren zuséatzlich gesondert betrachtet
werden.

Nach [22] besitzt die faltungsbasierte PLF, aufgrund der komplexen Faltungsope-
ration, weiterhin einen hohen Berechnungsaufwand und zusatzlich hangt die Ge-
nauigkeit der Verfahren von der Gute der Linearisierung ab. Der Berechnungs-
aufwand stellt eine Einschrankung fir grol3ere Netzmodelle dar. Dartber hinaus
ist eine detaillierte Abbildung von Zeitreihen, wie es Ziel in dieser Arbeit ist, nur
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bedingt moglich. Vorteilhaft gegeniber der MC Simulation ist jedoch, dass kein
Konvergenzverhalten betrachtet werden muss und die Extremwerte stets exakt
abgebildet werden.

Eine Erweiterung der faltungsbasierten PLF stellt die Verwendung der charakte-
ristischen Funktion dar. Diese bezeichnet in der Wahrscheinlichkeitstheorie die
Fourier-Transformation von Verteilungen [70]. Durch die Verwendung der charak-
teristischen Funktion erfolgt anstelle der aufwandigen Faltungsoperation ein
punktweises Produkt der Verteilungen [38], [70], [82]. Dadurch sinkt der Rechen-
aufwand bei der Verwendung von analytischen Verfahren zur PLF, jedoch stellt
die Anwendung von Zeitreihen weiterhin eine grof3e Herausforderung dar.

4.1.3 Bewertung der Methoden zur probabilistischen Lastflussrechnung
in der Verteilnetzplanung

Eine Anforderung fur die Anwendung des Berechnungsverfahrens in der probabi-
listischen Verteilnetzplanung ist die Verwendung von Zeitreihen. Zusatzlich sollen
neuartige, intelligente Technologien innerhalb der probabilistischen Netzplanung
detailliert modelliert und bewertet werden. Betrachtet man diese zwei Aspekte,
zeigt sich die Monte Carlo Simulation als vorteilhaft gegentiber den analytischen
Verfahren.

Als entscheidender Nachteil der analytischen Verfahren ist hierbei, dass der zeit-
liche Zusammenhang flur die Betrachtung neuartiger intelligenter Technologien
notwendig ist. Da haufig Technologien eingesetzt werden, welche auf den aktuel-
len Netzzustand reagieren, wie z.B. ein rOnt, muss eine eindeutige Zuordnung
zwischen den EingangsgrofRen und Ergebnissen der PLF bestehen. Bei den ana-
lytischen Verfahren werden lediglich die Verteilungen berechnet und es ist damit
keine eindeutige Zuordnung beispielsweise der Leistungsfliisse zu einzelnen
Knotenleistungen moglich. Hierbei zeigt sich die grol3e Starke der MC Simulation,
da innerhalb der einzelnen Zufallsexperimente Netzregelungen wie z.B. in [10]
oder [26] detailliert abgebildet werden kdnnen. Bei der Anwendung von analyti-
schen Verfahren ist dies nur durch einen grof3en zuséatzlichen Berechnungsauf-
wand mdoglich, welcher dann auch den Einsatz einer MC Simulation rechtfertigt.
Daher wird im Weiteren nur die Anwendung der MC Simulation betrachtet.

Fur die optimierte Integration flexibler dezentraler Erzeuger und Verbraucher ist
eine Linearisierung der Netzberechnungen hilfreich. Damit wird es moglich den
Einsatz einer Spitzenkappung von EE gemald dem EnWG [9] als lineares Opti-
mierungsproblem zu formulieren. Dies stellt zum einen das theoretische Optimum
fur den Einsatz der Spitzenkappung dar [83], zum anderen kénnen lineare Opti-
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mierungsprobleme am effizientesten gelost werden [84]. Als Nebeneffekt der Li-
nearisierungen resultiert eine Verringerung des Rechenaufwandes [85]%, da kein
iteratives Verfahren zur Lastflussrechnung wie die Newton-Raphson Methode an-
gewandt wird. Nachfolgend werden die entwickelten Linearisierungen zur Last-
fluss- und Ausfallanalyse vorgestellt und an einem Testsystem angewandt.

Fur diese Arbeit erfolgt die Anwendung eines zeitsequentiellen stochastischen
Prozesses, bei dem einzelne Tagesprofile der Lasten und Einspeisungen an den
Umspannwerken zuféllig, wie in Kapitel 3 beschrieben, ausgewahlt werden. Um
den hohen Rechenaufwand zu reduzieren, wird eine Linearisierung der Lastfluss-
und Ausfallanalyse eingesetzt. Dabei muss die Genauigkeit der Linearisierungen
validiert werden. Die Linearisierung wird im weiteren Verlauf dieser Arbeit not-
wendig, um eine dynamische Spitzenkappung anzuwenden.

4.2 5-Knoten-Testsystem

Die Netztopologie des 5-Knoten-Testsystems basiert auf der Netztopologie in [86]
und ist in Abbildung 4-2 dargestellt. Die Impedanzen der Leitungen wurden ver-
andert, um ein HS-Netz bestehend aus Freileitungen zu modellieren. Hierfur
wurde der Leitungstyp Al/St 185/30 gewahlt. Die Leitungsparameter kdnnen der
Tabelle 8-5 im Anhang entnommen werden. Wie Abbildung 4-2 zeigt, sind insge-
samt 3 Umspannwerke (Knoten 2, 3, 5) nach der Methode aus Kapitel 3 modelliert
worden und beschreiben die Verkntpfung zur MS-Ebene. An Konten 4 ist ein ex-
ternes Netz angeschlossen, welches in den Lastflussberechnungen als Bilanz-
knoten dient und die Verknipfung zum Transportnetz nachbildet.

MS-Netz
Si2 @ S2-3 L ®
o > i
@ S, EMS Netz  ausfall 2
\/ Sis N\ Ssa Ausfall 3
Ausfall 4
MS-Netz 3 Sas

®

®

Abbildung 4-2: Netztopologie des 5-Knoten-Testsystems

Der Knoten 1 in Abbildung 4-2 reprasentiert eine Verzweigung auf einem Freilei-
tungsmast. Eine derartige Netztopologie ist typisch fir deutsche HS-Netze und

10 Der vorgestellte Vergleich ist eine Analyse des Autors dieser Arbeit.
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stellt eine spezielle Anforderung besonders fir die Ausfallanalyse dar. Sollte ein
Fehlerfall auf einer der Leitungen, welche an Knoten 1 angeschlossen sind, auf-
treten, kann das Schutzsystem nur alle drei Leitungen gemeinsam abschalten.
Fur die Ausfallanalyse folgt daraus, dass ein Ausfall dieser drei Leitungen stets
gemeinsam betrachtet werden muss. Dadurch ergeben sich fur das 5-Knoten-
Testsystem insgesamt 4 mogliche Ausfallzustande, welche in Abbildung 4-2 far-
big dargestellt sind. Eine Verwendung dieser Ausfallzustdnde erfolgt innerhalb
der entwickelten Ausfallanalyse, welche in Kapitel 4.4 beschrieben wird.

Fir die drei UW, an Knoten 2, 3 & 5, in Abbildung 4-2 wurden Daten von realen
HS-Umspannwerken der Netze BW GmbH fir die Modellierung herangezogen.
Fur die installierte Leistung wurde eine Zukunftsprognose verwendet, um eine
hohe Durchdringung an EE zu erreichen. Ein Uberblick tiber die Leistungen der
Umspannwerke und des Gesamtsystems erfolgt in Tabelle 4-1. Die maximale
Last des gesamten Netzes ist dabei ungleich der Summe der einzelnen UWs, da
die Maximalwerte nicht gleichzeitig auftreten. Der Betrachtungszeitraum ist hier-
bei auf eine Dauer von einem Jahr gewahlt worden, um charakteristische Gro3en
wie den Anteil der EE am Stromverbrauch zu ermitteln. Auffallend ist, dass bilan-
ziell gesehen im 5-Knoten-Testsystem mehr Energie aus PV und Windkraft er-
zeugt als verbraucht wird. Aufgrund der Volatilitat von Last und Erzeugung tritt
jedoch eine maximale Residuallast von 97,5 MW und eine minimale Residuallast
von -336,6 MW auf. Daran wird deutlich, dass trotz des vermeintlichen energeti-
schen Ausgleichs des 5-Knoten-Testsystems hohe Transportkapazitaten notwen-
dig sind. Zuséatzlich kann davon ausgegangen werden, dass die hohere Belastung
im Netz im Falle einer hohen Erzeugung aus EE auftritt.

Tabelle 4-1: Leistungen der MS-Umspannwerke und des Gesamtsystems im 5-Knoten-
Testsystem

uw 2 uw 3 Uuw 5 Gesamt
Max. Last 50 MW 36,9 MW 47,1 MW 106,8 MW
Inst. PV-Leistung 100,9 MW 49,4 MW 120,3 MW 270,6 MW
Inst. Windleistung 33 MW 44,8 MW 58,7 MW 136,5 MW
Max. Residuallast 40 MW 32,4 MW 44,4 MW 97,5 MW
Min. Residuallast -109,6 MW -78,2 MW -161,8 MW -336,6 MW
Antell EE am Strom- 95 % 75,4 % 230,1 % 123,5 %

verbrauch
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4.3 Linearisierungen der Lastflussrechnung

Das Ziel der Lastflussrechnung ist die Ermittlung der Wirk- und Blindleistungs-
flisse sowie der Knotenspannungen in einem Netz unter Vorgabe der Einspeise-
leistungen und Verbrauchsleistungen [87]. Durch die Vorgabe der Leistungen an
den einzelnen Knoten wird das zu lésende Gleichungssystem zur Lastflussrech-
nung nichtlinear und kann nur noch iterativ gelést werden [87]. Um den Rechen-
aufwand zu verringern und gleichzeitig die Grundlage fir die Berechnung der Be-
triebsstrategien zu legen, erfolgt in dieser Arbeit eine Linearisierung der Lastfluss-
rechnung. Somit ergibt sich daraus das Ziel einer linearen Abbildung der Knoten-
wirkleistung auf die Wirkleistungsflisse (analog zu [85]):

PLeitung = ACDFp * Pgpoten (4-2)

Mit: Preitung Vektor der Wirkleistungsfliisse MW

Abbildungsmatrix der Knotenwirkleistungen (Spalten)

ACDFp auf die Wirkleistungsflisse (Zeilen)

Pinoten Vektor der Knotenwirkleistungen MW

Der Gleichung (4-2) liegt bereits eine Entkopplung der Wirk- und Blindleistungs-
flisse zugrunde, wie dies in [88], [89] publiziert ist. Durch die entkoppelte Betrach-
tung erfolgt eine identische Formulierung fur die Blindleistungsflisse. Die Abbil-
dungsmatrix ACDFr beinhaltet die Sensitivitatsfaktoren (engl.: ,Distribution Fac-
tors® - DF) der Wirkleistungsfliisse zu den Knotenwirkleistungen. Dabei beschrei-
ben die Zeilen der Matrix die Leitungen und die Spalten die Knoten. Die hier ver-
wendeten Sensitivitatsfaktoren wurden ACDF benannt, da sie auf einer AC Last-
flussrechnung basieren. Diese Faktoren geben an, welcher Anteil einer Knoten-
wirkleistung Uber welche Leitung flie3t. Zusatzlich wird bei der Linearisierung der
Leistungsfllisse eine verlustlose Betrachtung der Leistungsfliisse nach [90] ange-
wendet, bei der ein gemittelter Leistungsfluss in der Mitte der Leitung verwendet
wird.

Zur Berechnung der Sensitivitatsfaktoren sind verschiedene mathematische For-
mulierungen wie z.B. in [84], [90], [91], [92], [93], [94], [95] publiziert. Eine der
haufigsten Linearisierungen ist die Verwendung des DC-Lastflusses (engl. Direct
Current (Gleichstrom)) und damit die Berechnung von Power Transfer Distribution
Factors (PTDF) [84], [93]. Bei der Verwendung des DC-Lastflusses werden aus-
schlie3lich Wirkleistungen berechnet, zusatzlich wird davon ausgegangen, dass
konstante Spannungen im Netz vorliegen und nur die Leitungsreaktanzen bertck-

11 Die vorgestellte Linearisierung der Lastflussrechnung ist eine Entwicklung des Autors dieser
Arbeit.
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sichtigt werden. Innerhalb dieser Arbeit sollen bei der Linearisierung die Blindleis-
tungen ebenfalls betrachtet werden, daher konnen die PTDF nicht weiterverwen-
det werden. Andere Formulierungen wie in [92] beziehen sich ausschliellich auf
die Erzeugungsleistung oder setzen eine Kenntnis der Leistungsflisse voraus
[90], [91] und k6énnen damit auch nicht fur diese Arbeit verwendet werden.

Die Anforderung einer Linearisierung der Blindleistungsflisse setzt grundséatzlich
die Verwendung des AC-Lastflusses (engl. Alternating Current (Wechselstrom))
zur Linearisierung voraus. Daher wird nachfolgend die Herleitung der verwende-
ten Linearisierung beschrieben. Eine weitere Anforderung an die Linearisierung
der Lastflussrechnung resultiert aus der Entwicklung einer praxisnahen Methode
zur probabilistischen Verteilnetzplanung. Da bei den Netzbetreibern, die Netzda-
ten in unterschiedlichen kommerziellen Netzberechnungsprogrammen hinterlegt
sind und diese haufig nur bedingten Zugriff auf die Netzparameter haben, soll die
hier entwickelte Linearisierung ausschliel3lich durch Ergebnisse einzelner Last-
flussberechnungen erfolgen.

4.3.1 Methodik der Linearisierung mittels Superpositionstheorem

Der Scheinleistungsfluss Uber eine Leitung im Stromnetz kann allgemein in Ab-
hangigkeit der Leitungsimpedanz und den komplexen Spannungen an den An-
schlussknoten berechnet werden:

U.
=1 * *
Si—j :;'(Qi -U;) (4-3)
Mit: Si—j Scheinleistungsfluss MVA
A Leitungsimpedanz Q
Ui, U; Komplexe Spannung an Anschlussknoten i bzw. j kv

Der Wirkleistungsfluss kann mithilfe des Realteils aus (4-3) und der Blindleis-
tungsfluss mittels des Imaginarteils berechnet werden. Nach [87] hangt der
Wirkleistungsfluss bei reaktiven Netzen, mit einem niedrigen R/X-Verhéltnis,
Uberwiegend von den Spannungswinkeln 9 ab. Somit folgt als Naherung fur den
Wirkleistungsfluss:

P = M -sin(¥; — ;) (4-4)
Mit: P;_; Wirkleistungsfluss MVA

X Leitungsreaktanz Q

UARRA Spannungsbetrage an Anschlussknoten i bzw. j kv

9;,9; Spannungswinkel an den Anschlussknoten i bzw. j °



4 Netzberechnungen in der probabilistischen Verteilnetzplanung 49

Durch eine Taylorreihenentwicklung erster Ordnung kann der Wirkleistungsfluss
Uber einer Leitung, bei einer Anderung der Spannungswinkel, wie folgt berechnet
werden:

oP;_;
J
Pi_j(9; + AY) = Pi_j(9;) + - AY; (4-5)
6191' 9;
1,0
Mit: Pi_; Wirkleistungsfluss auf Leitung i-j
AS. Anderung des Spannungswinkels am Anschlusskno-

teni

Wie (4-5) zeigt, ist hierfuir die Kenntnis des Leistungsflusses vor einer Spannungs-
winkel&dnderung notwendig. Mittels des Newton-Raphson Verfahrens zur Last-
flussrechnung kann, unter Anwendung einer Entkopplung der Wirk- und Blindleis-
tungen nach [88], die Anderung der Spannungswinkel berechnet werden, wobei
die vektorielle Schreibweise die Betrachtung aller Knoten ausdruckt:

aPKnoten
OPynoren = —go | +A9 (4-6)
9
Mit: APyroten Vektor der Anderung der Knotenwirkleistung MW
Py roten Vektor der Knotenwirkleistung MW
Ad Vektor der Spannungswinkel&nderung °

Mithilfe von (4-6) kann nun der Vektor der Spannungswinkelanderung, durch Be-
rechnung der Inversen der Ableitungen, ermittelt werden. Setzt man anschliel3end
die Spannungswinkel&nderung aus (4-6) in (4-5) ein, so folgt fur die Wirkleistungs-
flisse Uber alle Leitungen:

-1
aPLeii:ung aPKnoten

— po
PLeitung - PLeitung 99 99 o *APgnoten (4-7)
o 0 Vektor der Wirkleistungsfliisse vor
Mit Pleitung Leistungsénderung MW
APypoten Vektor der Anderung der Knotenwirkleistung MW
Pyroten Vektor der Knotenwirkleistung MW
A9 Vektor der Spannungswinkelanderung °

Wobei sich durch die Berechnung der Inversen von dPy,,ten/09 eine Anderung
der Spannungswinkel zur Anderung der Knotenleistung ergibt. Unter Anwendung
der Formulierung fur den Leistungsfluss auf der Mitte einer Leitung nach [90],
kann der Leitungsfluss auf einer beliebigen Leitung, z.B. Leitung-d, bei Anderung
einer Knotenleistung Py, wie folgt berechnet werden:
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-1
aPLeitung—d . al?g

— po . -
PLeitung—d - PLeitung—d aﬁg aﬁg ARQ (4-8)
9

Mit: Preitung—d Wirkleistungsfluss auf Leitung-d MW

po_ Wirkleistungsfluss auf Leitung-d vor der Leistungsan- MW
Leitung—d derung

Yy Spannungswinkel an Knoten-g °
F, Wirkleistung an Knoten-g MW
AP, Wirkleistungsanderung an Knoten-g MW

Das Produkt der Ableitungen in (4-8) entspricht der Sensitivitat des Leistungsflus-
ses auf Leitung-d zu einer Anderung der Knotenleistung APy. Damit entspricht das
Produkt der Ableitungen einem Eintrag fur Leitung-d und Knoten-g aus der ACDFp-
Matrix aus (4-2). Jedoch wird aus (4-8) deutlich, dass das Produkt der Ableitungen
und somit der ACDFp-Faktor eine Abhangigkeit zu den Spannungswinkeln und da-
mit nach (4-6) zum Last- und Erzeugungsfall besitzt. Es folgt flr die Berechnung
der ACDFp—Faktoren, wie in [85]* bereits gezeigt:

PLeitung—d - PLOeitun -
g—da
ACDFP,Leitung—d,g = AP (4-9)
g

Eintrag in der ACDFp-Matrix fiir Leitung-d (Zeile)

Mit ACDFp eitung-d g und Knoten-g (Spalte)

Preitung-da Wirkleistungsfluss auf Leitung-d MW

po Wirkleistungsfluss auf Leitung-d vor der Leistungs-
Leitung—d anderung MW

AF, Wirkleistungsanderung an Knoten-g MW

Durch Kenntnis der vollstandigen Netztopologie, bestehend aus den Leitungsim-
pedanzen sowie deren Verknupfungen, kdnnen die Ableitungen in (4-8) und damit
die ACDFp-Faktoren direkt berechnet werden. Bei Anwendung von kommerziellen
Netzberechnungsprogrammen sind die hierfir notwendigen Parameter grund-
satzlich fur den Benutzer nicht verfigbar. Daher wird in dieser Arbeit ein anderer
Ansatz gewahlt und die Ableitungen naherungsweise mithilfe von Lastflussbe-
rechnungen geldst. In (4-9) ist fur die Berechnung der ACDF das Ergebnis von 2
Lastflussberechnungen, eine vor und eine nach der Anderung der Knotenleistung,
notwendig. Ausgehend von einem Last- und Erzeugungsfall kénnen die ACDF
durch das Superpositionsprinzip berechnet werden. Daflr erfolgt eine getrennte
Lastflussrechnung fir die Anderung der Leistung an jedem Knoten.

12 Die vorgestellte Linearisierung der Lastflussrechnung ist eine Entwicklung des Autors dieser
Arbeit.
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Da eine entkoppelte Betrachtung der Wirk- und Blindleistungen erfolgt, kénnen
die ACDF fur die Blindleistung analog berechnet werden. Die Unterschiede resul-
tieren in der Formulierung der Ableitungen, da diese Uber den Spannungsbetrag
gebildet werden. Ein Uberblick tiber den Ablauf der Linearisierung zeigt Abbildung
4-3. Ausgehend von einer Lastflussberechnung wird innerhalb einer Schleife je-
weils eine Knotenleistung erh6ht und anschlielRend wieder reduziert. Zusatzlich
wird innerhalb dieser Schleife eine Lastflussrechnung nach der Newton-Raphson
Methode durchgefuhrt und mit (4-9) die ACDF fir diesen Knoten berechnet. Dabei
erfolgt wieder eine Berechnung der mittleren Leistungsflisse auf einer Leitung
nach [90]. Ein Rechenbeispiel fur die Ermittlung der ACDF kann Anhang D ent-
nommen werden.

“/'7 Berechnung der Leistungsflisse fir I
“\ einen Basisfall Pfeimg Uber alle Leitungen Y,

v

‘ Knotenindex g=1 ‘

v

Erhdhe Knotenleistung AP, um
definierten Wert

v

Lastflussberechnung

v

g=g+1 Reduziere Knotenleistung AP, auf
urspriinglichen Wert

A ¢
Berechne ACDF; fir alle Leitungen
und Knoten g nach (4-9)

\ 4

Nein

g Vollstandige ACDFp- Matrix )

Abbildung 4-3: Flussdiagramm fur die Ermittlung der ACDFp-Matrix

4.3.2 Auswahl des Linearisierungspunktes der Lastflussrechnung

Wie bereits beschrieben, besitzt die vorgestellte Linearisierung der Lastflussrech-
nung eine Abhéngigkeit zum Last- und Erzeugungsfall. Die Berechnung kann mit-
tels zwei getrennten Lastflussrechnungen (pro Knoten im Netz) durchgeftihrt wer-
den. Um den Einfluss des Linearisierungspunktes zu verdeutlichen, zeigt Abbil-
dung 4-4 ein Beispiel einer Leistungsubertragung uber eine Leitung anhand eines
2-Knoten-Testsystems. Die Netztopologie ist ebenfalls in Abbildung 4-4 gezeigt.
Anhand der Ergebnisse der Newton-Raphson Lastflussrechnung sieht man die
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Nicht-Linearitat des Wirkleistungsflusses, welche hauptsachlich durch die Ver-
luste verursacht wird.

Py

500 + Erzeugung | Verbrauch
A =
= 250°¢
—— - P . }
?3) g) Orf POLeitung-d p Leitung-d
E 5 APy
. © 250
- = ACDF
-1 -500 —— Newton-Raphson ||
-500 -250 0 250 500
Knotenleistung Pg [ MW
Abbildung 4-4: Vergleich des Wirkleistungsflusses in einem 2-Knoten-Testsystem zwischen

der iterativen Newton-Raphson Methode und der ACDF-Methode (Linearisie-
rungspunkt: PlLeitung-« = 0 MW, AP, = 1 MW), zusatzlich sind die Gré3en der
ACDF Berechnung aus (4-9) eingetragen, wobei die rot geschriebenen Gro-
Ben als Linearisierungspunkt variiert werden kénnen
Zusatzlich dazu sind die notwendigen Punkte zur Ermittlung der ACDF eingetra-
gen und die frei wahlbaren GréRen der Linearisierungspunkte in rot markiert. Hier-
bei besteht zum einen die Moglichkeit das AP, der Knotenleistung zu verandern,
wodurch sich das eingezeichnete Dreieck in seiner Grol3e verandert. Zum ande-
ren kann der Ausgangspunkt der Linearisierung PlLeitung-a verandert werden. Dies
resultiert in einer Verschiebung des Dreiecks entlang der blauen Kurve in Abbil-
dung 4-4. Wie anhand der Ergebnisse mit der linearen Methode deutlich wird,
kann in dem kleinen Beispiel eine hohe Abbildungsgenauigkeit erreicht werden.
Lediglich bei Leistungsflissen im Bereich von 500 MW sind Abweichungen zu
erkennen. Diese sind jedoch bereits weit aul3erhalb des technisch zulassigen Be-
reiches. Die Leitung besitzt einen thermischen Grenzstrom, der bei einer Ubertra-
gungsleistung von 100 MVA erreicht wird. Um die Einfliisse des Linearisierungs-
punktes detaillierter zu untersuchen, sind in Abbildung 4-5 die Differenzen der
Leistungsflisse fur verschiedene Linearisierungspunkte dargestellt. Dabei ist in
Abbildung 4-5 a) die Knotenleistung 4P, variiert worden und in Abbildung 4-5 b)
der Ausgangspunkt PYpeitung-d.

Die positiven Differenzen in Abbildung 4-5 bedeuten, dass der Wirkleistungsfluss
nach Newton-Raphson groR3er als mittels der ACDF-Methode ist. Dass die ACDF-
Methode die Leistungsflisse stets unterschatzt, lasst sich jedoch nicht verallge-
meinern, da dies von der Definition der Leistungsflussrichtung auf der Leitung ab-
hangig ist. Wird die Leistungsflussrichtung auf der Leitung in Abbildung 4-4 um-
gekehrt definiert, spiegelt sich die blaue Kurve bei AP1eitung-a = 0 MW in Abbildung
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4-5 a) und die ACDF-Methode wirde grof3ere Leistungsflisse annehmen. Dieser
Effekt ist der vereinfachten Abbildung der Leitungsverluste in der ACDF-Methode
geschuldet. Fir die Netzplanung ist es wichtig, dass die ACDF-Methode stets
groRere Leistungsflisse ermittelt, um eine sichere Abschatzung zu erhalten. Da-
her sollten die Leistungsflussrichtungen stets von der Last zu den Bilanzknoten
definiert werden.

60 60
é 50 —— AP, =-200 MW é 50 P ung.g = -200 MW /
AP =1MW 0 _
~, 40 N Pz 200 MW ~ 40 t Pgemmg_d = 0 MW
éj 30 63 30 I PLeitung-d =200 MW
5 20 320
2 10 \, 3 0
-10 -10
-500 -250 O 250 500 -500 -250 O 250 500
I:)Leitung—d MW I:)Leitung—d /MW
a) Einfluss von 4P, b) Einfluss von Pl,pmg-a

Abbildung 4-5: Differenz der Wirkleistungsflisse zwischen Newton-Raphson und der ACDF-
Methode fir unterschiedliche Linearisierungspunkte im 2-Knoten-Testsystem

Betrachtet man Abbildung 4-5 a) so zeigt sich, dass durch eine Veranderung von
APy sich die Scheitelpunkte der Parabeln verschieben. Somit kann damit ein Be-
reich eingestellt werden in dem die Linearisierung einen geringeren Fehler er-
reicht. Wie aus Abbildung 4-4 deutlich wird, kann mittels AP, die Sekante der Li-
nearisierung definiert werden. In Bezug zu Abbildung 4-5 zeigt sich dadurch, dass
im Bereich zwischen PYeitung-a UNd PLeitung-a €iN€ geringere Abweichung erreicht
werden kann, jedoch nimmt die Abweichung bei anderen Wirkleistungsflissen zu.
Eine Veranderung von Plr.itung-a zeigt eine analoge Auswirkung. Da bei diesen
Berechnungen stets ein sehr kleines 4P; = 1 MW verwendet wird, kann man in
Naherung davon ausgehen, dass eine Tangente an den Wirkleistungsfluss ange-
nahert und zur Linearisierung verwendet wird. Dabei besitzt der Punkt der Be-
rechnung dieser Tangente nattrlich einen mal3geblichen Einfluss auf deren Stei-
gung. FUr die Blindleistungsfliisse lasst sich dies tUbertragen, auch wenn die Ab-
schatzung mittels ACDF in héheren Abweichungen resultiert.

Die vorgestellte Methode der Linearisierung soll zur probabilistischen Verteilnetz-
planung bei einer hohen Durchdringung von EE im HS-Netz verwendet werden.
Daher kénnen in den betrachteten Netzen stets Leistungsflisse in positiver und
negativer Richtung auftreten. Eine Verwendung von Plretung-a =0 MW und
APy = 1 MW fur die Linearisierung ist daher sinnvoll, da ansonsten stets in einer
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Leistungsflussrichtung gro3ere Abweichungen zu erwarten sind. Dieser Lineari-
sierungspunkt wird durch [94] bestatigt, da in dieser Arbeit bewiesen wird, dass
eine Tangentialebene die bestmdgliche lineare Abbildung des Lastflusses ist.

4.3.3 Validierung der Linearisierung der Lastflussrechnung anhand des
5-Knoten-Testsystems

Durch die Verwendung der Linearisierung mittels der ACDF kann ein Fehler in
den Leistungsflissen resultieren. Anhand des in Kapitel 4.2 gezeigten 5-Knoten-
Testsystems erfolgt innerhalb dieser Arbeit eine Validierung der ACDF-Methode.
Hierfur wird mit beiden Methoden eine zeitreihenbasierte Lastflussrechnung tber
die Dauer von einem Jahr durchgefuhrt und die Leistungsflisse verglichen. In
Abbildung 4-6 a) sind die Differenzen in den Wirkleistungsflissen zwischen
Newton-Raphson Methode und ACDF als Boxplots dargestellt. Wie darin zu er-
kennen ist, betragt der minimale Fehler im Netz APLeitung = -3,2 MW und der maxi-
male APLeitung = 2,4 MW.
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Abbildung 4-6: Abweichung der Wirkleistungsfliisse im 5-Knoten-Testsystem zwischen

Newton-Raphson und ACDF-Methode

In Abbildung 4-6 b) sind die Fehler Uber den Wirkleistungsfliissen dargestellt.
Hierbei wird identisch zum 2-Knoten-Testsystem deutlich, dass der absolute Feh-
ler mit steigenden Leistungsflissen zunimmt. Anhand der rechten Grafik in Abbil-
dung 4-6 wird ebenfalls die Definition der Lastfliisse deutlich. Wahrend bei Leitung
4-5 die ACDF Methode kleinere Wirkleistungsflisse ermittelt, sind diese bei den
anderen Leitungen stets groRer. Betrachtet man hierfur die Definition der Fluss-
richtung aus der Netztopologie in Abbildung 4-2, so zeigt sich, dass diese umge-
kehrt flr Leitung 4-5 ist. Damit wird bestatigt, dass die Definition der Flussrichtun-
gen fur die ACDF Methode in der Netzplanung besser von der Last zum Bilanz-
knoten definiert werden soll. Die Leistungsflisse sind in vermaschten HS-Netzen



4 Netzberechnungen in der probabilistischen Verteilnetzplanung 55

aufgrund der Stromtragfahigkeit der Leitungen begrenzt. Daraus resultiert fur die
Verteilnetzplanung, dass die Scheinleistung ausschlaggebend ist. Da die Lineari-
sierung der ACDF der Blindleistungen zu héheren Fehlern fihrt (siehe Anhang
E), zeigt Abbildung 4-7 eine zusatzliche Validierung der Scheinleistungsflisse.

Anhand der Boxplots in Abbildung 4-7 wird deutlich, dass die Fehler in einem
vergleichbaren Grof3enbereich zu den Wirkleistungsflissen sind. Dies kann damit
begrindet werden, dass die Blindleistungsfliisse zwar einen héheren Fehler in
der ACDF Methode besitzen, ihr Betrag jedoch deutlich geringer ist. Aufgrund der
vektoriellen Addition besitzen diese daher einen geringen Einfluss auf die Schein-
leistung. Abbildung 4-7 b) zeigt die Differenz tGber dem Betrag der Scheinleis-
tungsflisse. Hierbei zeigt sich wieder ein zunehmender Fehler bei gro3eren
Scheinleistungsfliissen, welcher aus den Wirkleistungsfliissen resultiert.
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Abbildung 4-7: Abweichungen der Scheinleistungsfliisse im 5-Knoten-Testsystem zwischen

Newton-Raphson und ACDF-Methode

4.3.4 Sensitivitatsuntersuchung des Linearisierungspunktes

Wie in den vorangegangenen Kapiteln beschrieben ist, besitzt die Linearisierung
der Lastflussrechnung mithilfe der ACDF Methode eine Abhangigkeit zum Linea-
risierungspunkt. Um die Auswirkungen des Linearisierungspunktes zu analysie-
ren, sind zeitreihenbasierte Lastflussrechnungen wie in Kapitel 4.3.3 mit unter-
schiedlichen Linearisierungspunkten der ACDF Methode durchgefuhrt worden.
Die Fehler, ermittelt aus der Differenz der Scheinleistung aus Newton-Raphson
und ACDF, sind fur Leitung 3-4 im 5-Knoten-Testsystem in Abbildung 4-8 darge-
stellt. Dabei zeigt Abbildung 4-8 a) die Veranderung der Knotenleistung 4P; und
Abbildung 4-8 b) die Veranderung des Ausgangspunktes PYLciwung der Linearisie-
rung.
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Wie aus Abbildung 4-8 deutlich wird, erfolgt durch eine Veranderung des Lineari-
sierungspunktes eine Verschiebung der Fehler. Dabei zeigt sich, dass ein Linea-
risierungspunkt fur eine hohe Last zu hdéheren Fehlern fihrt (Abbildung 4-8 a)
APy= 200 MW; Abbildung 4-8 b) PPLeitung = max(Pnode)). Dies kann auf die Last und
Erzeugungssituation im Netz zurtickgefuhrt werden. Das 5-Knoten-Testsystem
besitzt eine sehr hohe installierte Leistung an EE, wie bereits in Kapitel 4.2 be-
schrieben. Dadurch treten hohere Leistungsflisse stets im Ruckspeisefall auf,
wodurch ein Linearisierungspunkt im Lastfall zu hoheren Fehlern flhrt.

Ein Linearisierungspunkt im Falle einer Erzeugung im Netz kann zu geringeren
absoluten Fehlern fihren (4P, = -200 MW Abbildung 4-8 a)). Jedoch resultiert
diese Wahl des Linearisierungspunktes zum einen zu gréReren Fehlern im Falle
von hohen Lasten im Netz und zum anderen werden damit die Leistungsflisse
mit der ACDF Methode unterschétzt. Dies bedeutet, dass die ACDF Methode klei-
nere Leistungsflisse ermittelt, welche im Falle der Netzplanung zu einer Unterdi-
mensionierung der Leitungen fuhren kann.
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Abbildung 4-8: Differenz der Scheinleistungsfliisse auf Leitung 3-4 im 5-Knoten-Testsystem

fur unterschiedliche Linearisierungspunkte zwischen Newton-Raphson und
ACDF-Methode
Die entwickelte Methode zur Linearisierung der Leistungsflisse soll sowohl fur
Last als auch fur Erzeugungsszenarien eine hohe Abbildungsgenauigkeit errei-
chen. Hierfur zeigt die durchgeflhrte Sensitivitatsanalyse, dass ein Linearisie-
rungspunkt mit PlLeitung-« = 0 MW & APy = 1 MW den besten Kompromiss darstellt,
da ansonsten in einem der Falle hohere Fehler zu erwarten sind.
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4.4 Linearisierung der Ausfallanalyse

Nach [2] sind 110 kV HS-Netze mit Ubertragungsnetzfunktionen unter Anwen-
dung des (n-1)-Kriteriums zu planen. Somit muss innerhalb der Netzplanung die-
ser HS-Netze uberpruft werden, dass bei einem stérungsbedingten Ausfall keine
dauerhaften Grenzwertverletzungen der Betriebsmittelauslastungen auftreten [2].
Dieses Kriterium wird angewendet, um eine ausreichende Versorgungszuverlas-
sigkeit zu gewahrleisten [2]. Eine Uberprufung der (n-1)-Sicherheit erfolgt inner-
halb der Netzplanung mit einer Ausfallanalyse, bei der die Lastflisse berechnet
werden, wenn ein Netzbetriebsmittel nicht zur Verfligung steht. Die Anzahl der zu
berechnenden Lastflisse innerhalb der Netzplanung multipliziert sich bei Anwen-
dung des (n-1)-Kriteriums mit der Anzahl der Netzbetriebsmittel, wodurch eine
signifikante Zunahme des Berechnungsaufwandes in der probabilistischen Ver-
teilnetzplanung einhergeht. Aufbauend auf der Linearisierung der Lastflussbe-
rechnung aus Kapitel 4.3 erfolgt in dieser Arbeit eine lineare Ausfallanalyse mittels
Sensitivitatsfaktoren fur den Leitungsausfall (engl.: Line Outage Distribution Fac-
tors - LODF). In dieser Arbeit werden die Sensitivitatsfaktoren ACLODF benannt,
da diese mit der AC-Lastflussrechnung bestimmt werden. Hierfur wird wiederrum
eine Entkopplung der Wirk- und Blindleistungsfliisse aus [88], [89] zugrunde ge-
legt, wodurch die nachfolgend gezeigten Herleitungen fur die Wirkleistung auch
analog fur die Blindleistung gilt. Es folgt fur die Wirkleistungsflisse fir einen Aus-
fall der Leitung-k [67], [84], [96], [97], [98]*°:

k _ k
PLeitung = PLeitung + ACLODF; - PLeitung—k (4-10)
. k| Spaltenvektor der Wirkleistungsflisse fur den
Mt PLeitung Ausfall der Leitung-k MW
P Spaltenvektor der Wirkleistungsfliisse vor MW
Lettung dem Ausfall von Leitung-k
Spaltenvektor der Sensitivitat der Wirkleis-
ACLODE" tungsanderungen durch Ausfall der Leitung-k
P (Zeilen entsprechen den Leitungen, Spalten
den Ausfallen)
p Wirkleistungsfluss auf Leitung-k vor dem Aus- MW
Leitung—k fall

Nach (4-10) setzen sich die Wirkleistungsfliisse fur den Ausfall der Leitung-k aus
dem Wirkleistungsfluss im Normalzustand und einem zusétzlichen Anteil, hervor-
gerufen durch den Ausfall der Leitung-k, zusammen. Dabei beinhaltet der
Spaltenvektor ACLODF} alle relativen Anderungen der Leistungsfliisse hervorge-
rufen durch einen Ausfall der Leitung-k. Die Sensitivitatsfaktoren ACLODFp kon-
nen wiederum auf Basis der ACDFr und der Simulation von Leitungsausfallen wie
in [80], [99], [100] und [101] publiziert, ermittelt werden. Da die ACDFr in dieser

13 Die vorgestellte lineare Methode ist eine Entwicklung des Autors dieser Arbeit.
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Arbeit entwickelt wurden, erfolgt nachfolgend in Abschnitt 4.4.1 eine detaillierte
Beschreibung der Berechnung der ACLODFp. Ein besonderes Augenmerk wird
dabei auf die Berticksichtigung typischer HS-Netzstrukturen gelegt, um die lineare
Ausfallanalyse in der probabilistischen Verteilnetzplanung anwenden zu kdnnen.

Durch Verwendung der linearen Lastflussrechnung mithilfe der ACDFp aus (4-2)
kénnen die Wirkleistungsfliisse in (4-10) berechnet werden. Dabei kann die Be-
rechnung aller Leistungsfliisse PLeitung, inklusive des Leistungsflusses Preitung-k, di-
rekt aus (4-2) verwendet werden. Somit kénnen die Wirkleistungsflisse fur einen
Ausfall von Leitung-k mithilfe einer linearen Abbildung und des Vektors der Kno-
tenwirkleistungen berechnet werden. Es folgt aus (4-10) und (4-2):

Ploitung = (ACDFp + ACLODFf - ACDFp toitung—k) * Pknoten  (4-11)

Spaltenvektor der Wirkleistungsflisse fir den

. K
Mit Pleitung Ausfall der Leitung-k MW
ACDF Abbildungsmatrix der Knotenwirkleistungen
P (Spalten) auf die Wirkleistungsfliisse (Zeilen)
Spaltenvektor der Sensitivitdt der Wirkleis-
ACLODFX tungsanderungen durch Ausfall der Leitung-k
P (Zeilen entsprechen den Leitungen, Spalten
den Ausfallen)
Zeilenvektor  fur  Leitung-k aus  der
ACDEp Leitung— ACDFe-Matrix ’
Py roten Spaltenvektor der Knotenwirkleistungen MwW

In [84] wird eine analoge Berechnung auf Basis der PTDF als kompensierte
PTDFs bezeichnet. Die lineare Abbildung zur Berechnung der Wirkleistungsfliisse
fur den Ausfall von Leitung-k wird als knotenbezogene ACLODFp-Matrix weiter-
verwendet:

k — k
PLeitung = NACLODF; - Pgpoten (4-12)
. X Spaltenvektor der Wirkleistungsflisse fir den
Mt PLeitung Ausfall der Leitung-k MW
Knotenbezogene ACLODFe-Matrix fur den
k
NACLODF; Ausfall von Leitung-k
Pinoten Vektor der Knotenwirkleistungen MW

4.4.1 Methodik

Die Idee bei der Simulation von Leitungsausfallen nach [80], [99], [100] und [101]
ist es, den Ausfall einer Leitung durch zusatzliche, fiktive Leistungsquellen an den
Enden der betrachteten Leitung zu modellieren. Ein Ersatzschaltbild (ESB) fir
den Ausfall einer Leitung ist in Abbildung 4-9 dargestellt. Entspricht im ESB aus
Abbildung 4-9 die eingespeiste Leistung der fiktiven Leistungsquellen dem Leis-
tungsfluss, welcher am jeweiligen Knoten in die Leitung hineinflie3t, so ist der
Zustand des gesamten Netzes (Leistungsflisse auf allen anderen Leitungen)
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aquivalent zu dem Zustand nach dem Ausfall der Leitung k-l aus Abbildung 4-9
[99]. Somit wird der Leistungsfluss auf der betrachteten Leitung k-l ausschlief3lich
aus den fiktiven Leistungsquellen gespeist und es stellt sich in den anderen Lei-
tungen ein Leistungsfluss ein, als ob die betrachtete Leitung im System nicht vor-
handen ware. Fir die Berechnung hat dies den Vorteil, dass die Netztopologie fur
alle Ausfalle identisch ist und lediglich die Leistungen der fiktiven Leistungsquel-
len berechnet werden mussen. Im Falle des Newton-Raphson Algorithmus zur
Lastflussrechnung mussen die Leistungsflussgleichungen dadurch nicht fur jeden
Ausfall neu aufgestellt werden und die Ausfallanalyse kann damit effizienter be-
rechnet werden.

UW k : _ uw |
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Fiktive Fiktive
Leistungsquelle Leistungsquelle
Abbildung 4-9: Ersatzschaltbild zur Simulation von Leitungsausfallen mit fiktiven Leistungs-

quellen (eigene Darstellung, nach [80])

Um einen Ausfall der Leitung in Abbildung 4-9 zu modellieren, muss fir die fiktiven
Leistungsquellen gelten [80]:

AP + jAQy = (Pr—y + AP ) + j(Qp—y + AQk—y) (4-13)
AP+ jAQ; = (Pr—y + AP_) + j(Qu—i + AQi—x) (4-14)
. APy + jAQy, . _ . MW
Mit: AP, + jAQ, Leistungen der fiktiven Leistungsquellen MVar
Pi_1, Qry Leistungsflisse vor Hinzufiigen der fiktivien MW
Py, Qi Leistungsquellen MVar
AP,_;, AQy_; Zusatzliche Leistungsfliisse durch die fiktiven MW
APy, AQ;_y Leistungsquellen MVar

Die zusatzlichen Leistungsfliisse werden dabei durch die fiktiven Leistungsquel-
len verursacht. Nach [99] kbénnen diese durch die partiellen Ableitungen der Leis-
tungsflisse nach den fiktiven Leistungsquellen ermittelt werden. Im Fall des
Newton-Raphson Algorithmus sind diese in der Jacobi-Matrix definiert.

4.4.1.1 Ausfall einer einzelnen Leitung

Die in Kapitel 4.3 angenommenen Vereinfachungen zur Linearisierung der Leis-
tungsflisse (Entkopplung der Wirk- und Blindleistungen; verlustlose Betrachtung
der Leistungsflisse durch Bildung des Leistungsflusses auf der Mitte der Leitung)
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werden ebenfalls in der Berechnung der ACLODF angewendet. Unter Betrach-
tung der Wirkleistungen vereinfacht sich das ESB wie in Abbildung 4-10 darge-
stellt.
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Abbildung 4-10:  Vereinfachtes Ersatzschaltbild zur Simulation von Leitungsausféllen mit Ent-
kopplung der Wirk- und Blindleistungen sowie der verlustlosen Betrachtung
nach [90]

Durch Anwendung der genannten Vereinfachungen folgt aus (4-13) und (4-14) fur

die Wirkleistungsflisse auf Leitung-k:

PLeitung—k = AP, — APLeitung—k (4-15)
_PLeitung—k = AP + APLeitung—k (4-16)
Mit: Preitung—k Wirkleistungsfluss auf Leitung-k MW
AP, AP, Wirkleistungen der fiktiven Leistungsquellen MW
AP, .. Zusatzlicher Wirkleistungsfluss durch die fikti- MW
Leitung—k ven Leistungsquellen

Durch die Beschreibung der zuséatzlichen Wirkleistungsflisse mithilfe der partiel-
len Ableitungen kann (4-15) und (4-16) in die nachfolgende Matrizenschreibweise
umgeformt werden:

aPLeitung—k aPLeitung—k
PLeitung—k _ (1 O) _ aPk aPl . Apk (4 17)
_PLeitung—k I\ 1 _ OPLeitung—k _ OPLeitung—k APZ
0Py oP;
Mit: Preitung—-k Wirkleistungsfluss auf Leitung-k MW

aPLeitu‘ng—k_ aP'Leitung—k
dPy ! oP;

Partielle Ableitungen der Leistungsfliisse

AP, AP, Wirkleistungen der fiktiven Leistungsquellen MW

Durch Bildung der inversen Matrix kénnen aus (4-17) die fiktiven Wirkleistungs-
einspeisungen berechnet werden.
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-1

aPLeitung—k aPLeitung—k
APy 1 0 Py P, Preitung—k
= ( ) - : (4-18)
APl 0 1 _ OPLeitung—k _ OPLeitung—k _PLeitung—k
0Py P,
Mit: AP, AP, Wirkleistungen der fiktiven Leistungsquellen MW

OPLeitung—k, OPLeitung— . . . .

T Partielle Ableitungen der Leistungsfliisse

Py 0P

Preitung—k Wirkleistungsfluss auf Leitung-k MW

Die partiellen Ableitungen in (4-18) entsprechen den ACDFr wie in (4-8) gezeigt.
Da die Wirkleistungen der fiktiven Leistungsquellen als Einspeisung definiert sind
und die ACDFr jedoch im Verbraucherzahlpfeilsystem definiert sind, kehrt sich das
Vorzeichen bei Substitution der ACDFrin (4-18) um:

APR] _ [(1 0) ( ACDFP,k.k ACDFP,k,l )]_1 . [ PLeitung—k ] (4_19)
AP, 0 1 —ACDFpy) —ACDFpy, —Preitung—k
Mit: AP, AP, Wirkleistungen der fiktiven Leistungsquellen MW

ACDFp y 1., ACDFp ACDF der Leitung-k zu UW k bzw. UW |

Preitung—k Wirkleistungsfluss auf Leitung-k MW

Durch Berechnung der Inversen der Matrix folgen fur die Wirkleistungen der fikti-
ven Leistungsquellen:

1
APy, = 1+ ACDFp s — ACDFp " Pleitung—k (4-20)
AP, = - + (=Pueitung—) (4-21)
1+ ACDFp ) — ACDFpy, g
Mit: AP, AP, Wirkleistungen der fiktiven Leistungsquellen MW
ACDFpy y,ACDFp ., ACDF der Leitung-k zu UW k bzw. UW |
Preitung—k Wirkleistungsfluss auf Leitung-k MW

Die fiktiven Leistungsquellen sorgen fiir eine Anderung der Leistungsflisse im
gesamten Netz. Fur eine beliebige Leitung-d im Netz kann die Anderung des
Wirkleistungsflusses mithilfe der ACDFp aus (4-2) berechnet werden:

APLeitung—d = _ACDFp'd,k * APk - ACDFP,d,l " APl (4-22)

Anderung des Wirkleistungsflusses auf Lei-
MW
tung-d

ACDFp g, ACDFp 4, ACDF der Leitung-d zu UW k bzw. UW |

Mit: APLeit‘ung—d

AP, AP, Wirkleistungen der fiktiven Leistungsquellen MW

Die negativen Vorzeichen in (4-22) resultieren aus der Definition der ACDFp. Diese
sind im Verbraucherzéhlpfeilsystem definiert, jedoch entsprechen APx bzw. AP
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Wirkleistungseinspeisungen wodurch sich das negative Vorzeichen ergibt. Setzt
man nun (4-20) und (4-21) in (4-22) ein, so folgt fiir die Anderung des Wirkleis-
tungsflusses auf Leitung-d:

ACDFP,d,l - ACDFP,d,k

APpeitung-a = 1+ ACDFp gy — ACDFpy, " FLeitung—k (4-23)
Mit: APy eitung—a ﬁjrr%(?&ung des Wirkleistungsflusses auf Lei- MW

ACDFp g4, ACDFp 4, ACDF der Leitung-d zu UW k bzw. UW |

ACDFp jo o, ACDFp 1y QZCV\IIDFU\?VeIr ausgefallenen Leitung-k zu UW k

Preitung—k }/;/Iilrkleistungsfluss auf Leitung-k vor dem Aus- MW

Der Bruchterm mit den ACDFp aus (4-23) beschreibt die Wirkleistungsdnderung
der Leitung-d durch einen Ausfall der Leitung-k und entspricht somit der Definition
der ACLODF}’{Leitung_d aus (4-10). Somit folgt damit fur die Berechnung ACLODFp
fur den Ausfall einer einzelnen Leitung:

ACLODFFI’C,Leitung—d

-1 fiir Leitung-d = Leitung-k
= ACDFP,d,l - ACDFP,d,k

1+ ACDFp ) — ACDFpy,

(4-24)
sonst

ACLODF der Wirkleistungen fur Leitung-d

e k
Mit: - ACLODFp eitung-d wenn Leitung-k ausfallt

ACDF der Leitung-d zu UW k bzw. UW | (An-

ACDFp,q, ACDFp a, schlussknoten der ausgefallenen Leitung)

ACDF der ausgefallenen Leitung-k zu UW k
ACDFpy , ACDFp bzw. UW | (Anschlussknoten der ausgefallenen

Leitung)
Gleichung (4-24) beschreibt die Sensitivitat einer Wirkleistungsflussanderung auf
Leitung-d hervorgerufen durch den Ausfall von Leitung-k und ist somit nach Defi-
nition der ACLODFﬁLeitung_d. Falls Leitung-d die ausgefallene Leitung ist, wird der
ACLODFp auf -1 gesetzt, damit in der Berechnung der Leistungsfliisse im Ausfall-
zustand nach (4-10) der Wirkleistungsfluss auf der ausgefallenen Leitung Pre:-
tung-k = 0 MW entspricht. Ein numerisches Beispiel zur Berechnung der ACLODFp
erfolgt in Anhang F.

4.4.1.2 Ausfall eines Mehrbeins

Aufgrund der Netzstruktur von realen HS-Netzen, welche einen sehr hohen Ver-
maschungsgrad aufweisen, existieren zwischen den einzelnen Umspannwerken
nicht ausschlief3lich einzelne Leitungen wie dies im vorangegangen Abschnitt be-
schrieben ist. Haufig sind Verzweigungen der Leitungen direkt auf Freileitungs-
masten montiert. Dies hat zur Folge, dass bei einem stdérungsbedingten Ausfall
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einer der Leitungen an diesem Verzweigungspunkt, nur alle Leitungen an diesem
Verzweigungspunkt durch das Schutzsystem abgeschaltet werden kdnnen. Fur
die Ausfallanalyse hat dies zur Folge, dass mehrere Leitungen als ein Ausfall be-
trachtet werden missen. Diese Netzstruktur wird im Weiteren als Mehrbein (MB)
bezeichnet und ist in Abbildung 4-11 dargestellt. Beispielhaft besteht das MB aus
Abbildung 4-11 aus drei Leitungen, die tber den Knoten in der Mitte verbunden
sind, welcher die Verzweigung auf dem Freileitungsmast reprasentiert. Wie durch
die gestrichelte Linie angedeutet, konnen an diesem Knoten noch weitere Leitun-
gen angebunden werden. Die in diesem Abschnitt vorgestellte Berechnung der
ACLODFpr des MB wird beispielhaft flr drei Leitungen durchgefiihrt, die Berech-
nung ist jedoch tbertragbar auf groRere MB.

UW k ; UW |
I:)Leitung-k I I:)Leitung-l
: AI:)k PLeitung-m AI:)I :
Fiktive Fiktive
Leistungsquelle AP, Leistungsquelle
) -|- 1 uwm )

Abbildung 4-11:  Ersatzschaltbild eines Mehrbein-Ausfalls zur Berechnung der ACLODFp

In Abbildung 4-11 sind bereits die fiktiven Leistungsquellen, wie sie zur Berech-
nung der ACLODFr des MB notwendig sind, eingezeichnet. Damit durch die fiktiven
Leistungsquellen ein &quivalenter Zustand des Netzes zum Ausfallzustand er-
reicht wird, mussen die Leistungsfliisse auf den Leitungen des MB wiederrum aus
den fiktiven Leistungsquellen gespeist werden, wie dies in [99] hergeleitet ist. So-
mit muss fir jede fiktive Leistungsquelle im MB eine Gleichung analog zu (4-13)
und (4-14) aufgestellt werden. Nach Substitution der partiellen Ableitungen durch
die ACDFp folgt fir das MB in Matrizenschreibweise wie in (4-19):

-APk 1 0 O ACDFP'k,k ACDFp,k'l ACDFp’k'm
AP | = (0 1 0) +| ACDFp, x ACDFp;; ACDFp;m
AP, 0 0 1 ACDFp. ACDFp.,,; ACDFppm (4-25)
_PLeitung—k
PLeitung—l
_PLeitung—m
Mit: AP, AP, AP, Wirkleistungen der fiktiven Leistungsquellen Mw
ACDF ACDF der Leitung-k zu UW k (identisch fur an-
Pk dere Leitungen und UW im MB)
Wirkleistungsfluss auf Leitung-k vor dem Aus-
PLeitung—k g d MW

fall (identisch fur andere Leitungen im MB)
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Gegenuber (4-19) sind die Vorzeichen in (4-25) stets positiv. Dies ist auf die De-
finition der Leistungsflussrichtungen im MB zurtickzufihren, wie dies in Abbildung
4-11 gezeigt ist. In diesem MB sind die Leistungsfliisse stets von den UWs zum
Verzweigungspunkt definiert, dadurch werden die ACDFp positiv in (4-26) berlck-
sichtigt. Fur groRere MB erhoht sich die Dimension der Matrizen und Vektoren in
(4-25). Im Weiteren wird die Inverse Matrix aus (4-25) als Inverse-Sensitivitats-
faktor-Matrix SFup fur das MB definiert. Damit erfolgt aus (4-25) die verkirzte
Schreibweise:

AP, Preitung-k
!API = SFMB - PLeitung—l (4'26)
APm PLeitung—m
Mit: APy, AP, AP, Wirkleistungen der fiktiven Leistungsquellen MW
SF Inverse-Sensitivitatsfaktor-Matrix der fiktiven
MB Wirkleistungsquellen im Mehrbein
Wirkleistungsfluss auf Leitung-k vor dem Aus-
PLeitung—k g g MW

fall (identisch fur andere Leitungen im MB)

Nach der Berechnung der Wirkleistungen der fiktiven Leistungsquellen kann wie-
derrum die Anderung des Leistungsflusses auf einer beliebigen Leitung-d mit den
ACDFp berechnet werden:

APy,

APpeityung-a = (=1) - [ACDFpqy  ACDFpg;  ACDFpgp] - AP{] (4-27)
AP,

, Anderung des Wirkleistungsflusses auf
Mit:  APpeirung-a o tung_(? g MW
ACDFp 41 ACDF der Leitung-d zu UW k (UW k ist Teil des
s MB)
APy, AP, AP, Wirkleistungen der fiktiven Leistungsquellen Mw

Die Matrizenmultiplikation in (4-27) entspricht dabei der Summe wie in (4-22), nur
wird im Fall eines MBs Uber mehrere zusatzliche fiktive Leistungsquellen sum-
miert. Mithilfe von (4-26) kann analog zum Ausfall der einzelnen Leitung die An-
derung des Leistungsflusses in Abhangigkeit der Leistungsflisse auf den Leitun-
gen im MB berechnet werden:

PLeitung—k
APpeityung—a = (—1) - ACDF'§ - SFyp - | Preitung-i (4-28)
PLeitung—m

Anderung des Wirkleistungsflusses auf

Mit: APLeL'L'ung—d MW

Leitung-d
MB Zeilenvektor der ACDFp von Leitung-d zu den
ACDFp 4 uw im MB
Inverse-Sensitivitatsfaktor-Matrix der fiktiven
SFy 5

Wirkleistungsquellen im Mehrbein
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Wirkleistungsfluss auf Leitung-k vor dem Aus-

Preitung-k fall (identisch filr andere Leitungen im MB) MW

Aus der Multiplikation der ACDFp und der Sensitivitatsfaktoren im MB resultieren
die Sensitivitaten der Leistungsflussanderung auf Leitung-d zu den jeweiligen Lei-
tungen im MB und entsprechen somit wiederrum der Definition der ACLODF'?,,
aus (4-10). Somit folgt fur die Berechnung der ACLODFp fUr eine Leitung im MB:

ACLODF}'3,
-1 fur Leitung-d = Leitung-k
. : . : (4-29)
= 0 fiir Leitung-d in Mehrbein
(—1) - ACDF}5 - SFy5,, alle anderen
ACLODF der Wirkleistungen fir Leitung-d
Mit:  ACLODF}?, wenn Leitung-k als ein Teil eines Mehrbeines
ausfallt
ACDFMB Zeilenvektor der ACDF von Leitung-d und den
Pd UWs des Mehrbeines
SF Spaltenvektor der Leitung-k der Sensitivitats-
MB k fakoren nach (4-26)

Der ACLODF}'},. entspricht dem ACLODFy fiir die Leitung-d und den Ausfall von
Leitung-k als Teil eines MBs. Die Definition, wenn Leitung-d gleich Leitung-k ist
und wenn Leitung-d Teil des Mehrbeins ist, stellt sicher, dass nach der Berech-
nung der Leistungsflisse im Ausfallzustand der Wirkleistungsfluss auf den Lei-
tungen im MB PLeitung-« = 0 MW ist. Da fur einen MB-Ausfall stets mehrere Leitun-
gen gleichzeitig nicht verfigbar sind, verandert sich die Berechnung der knoten-
bezogenen ACLODFp-Matrix wie folgt:

NACLODFYE = (ACDF, + ACLODFYZ - ACDF; ) (4-30)

Knotenbezogene ACLODFp-Matrix fir ein

Mit: NACLODFAE Mehrbein-Ausfall (Zeilen entsprechen den Lei-
tungen im Netzgebiet, Spalten den Knoten)
Abbildungsmatrix der Knotenwirkleistungen
(Spalten) auf die Wirkleistungsflisse (Zeilen)
ACLODFp fur das Mehrbein (Spalten entspre-
ACLODF}” chen den Leitungen im Mehrbein, Zeilen allen

Leitungen im betrachteten Netzgebiet)

ACDFp fir das Mehrbein (Zeilen entsprechen
ACDF; den Leitungen im Mehrbein, Spalten den Kno-

ten im Netzgebiet)

ACDF,

Dabei entsprechen die Zeilen in der Matrix ACLODFXZallen Leitungen im Netz
und die Spalten den Leitungen des MBs. Bei der Matrix ACDF;, yzentsprechen
dagegen die Zeilen den Leitungen im MB und die Spalten den Knoten wie in (4-11)
gezeigt. Ein numerisches Beispiel zur Berechnung der ACLODFpr im MB erfolgt in
Anhang F.
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4.4.1.3 Erzeugungsanlagen in Stichanbindung

GroRRere Erzeugungsanlagen werden aufgrund ihrer installierten Leistung teil-
weise direkt an das HS-Netz angeschlossen. Dabei werden Erzeugungsanlagen
Ublicherweise nicht (n-1)-sicher angebunden [102], [103]. In der Linearisierung
der Ausfallanalyse muss dies fir die probabilistische Verteilnetzplanung ebenfalls
bertcksichtigt werden. Ein ESB zur Berechnung der ACLODFr von Erzeugungs-
anlagen in Stichanbindung ist in Abbildung 4-12 gezeigt.

UW k ; UW |
I:)Leitung-k I I:)Leitung-l
: AI:)k PLeitung-m AP| :
Fiktive Fiktive
Leistungsquelle AP, _ Leistungsquelle

- Erzeugungsanlagen in
Stichanbindung

Abbildung 4-12:  Ersatzschaltbild zur Berechnung der ACLODF von Erzeugungsanlagen in
Stichanbindung

Der Leistungsfluss auf der Stichanbindung der Erzeugungsanlagen in Abbildung
4-12 Preitung-m €ntspricht ausschliel3lich der Knotenleistung der Erzeugungsanla-
gen. FUr die Simulation von Leitungsausfallen folgt daraus, dass kein zusatzlicher
Leistungsfluss auf dieser Leitung durch die fiktiven Leistungsquellen resultiert.
Somit mussen die ACDFp dieser Leitung aus (4-25) auf O gesetzt werden. Es folgt
fur eine Stichanbindung im MB:

(AP, 100 ACDFpyx ACDFpy; ACDFpjm\1 "
APl = !(0 1 0) + (ACDFP'”( ACDFP,L[ ACDFP,[,m)]
AP, 0 0 1
-0 0 0 0 (4-31)
PLeitung—k
PLeitung—l
_PLeitung—m
Mit: APy, AP, AP, Wirkleistungen der fiktiven Leistungsquellen MwW
ACDF ACDF der Leitung-k zu UW k (identisch fiir an-
Pk dere Leitungen und UW im Ausfall)
P . Wirkleistungsfluss auf Leitung-k vor dem Aus- MW
Leitung—k fall (identisch fuir andere Leitungen im MB)

Die Definition ist notwendig, da der ACDFpmm betragsmallig den Wert von eins
annimmt und je nach Definition der Leistungsflussrichtung auf Leitung-m alle Ein-
trage dieser Zeile in der Matrix null werden und diese somit nicht mehr invertierbar
ist. Die weitere Berechnung der ACLODF erfolgt identisch zum MB und kann
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dem vorherigen Abschnitt entnommen werden. Bei Berechnung der Leistungs-
flisse nach (4-11) sorgt die Definition aus (4-31) daflr, dass der Knoten innerhalb
der Stichanbindung der Erzeugungsanlagen keinen Einfluss auf jegliche Leis-
tungsflisse besitzt und der Knoten somit nicht versorgt wird.

4.4.1.4 Leitungen innerhalb eines Mehrbein-Ausfalls

Eine weitere Netztopologie, welche fur die Berechnung der ACLODFp gesondert
betrachtet werden muss, ist das Vorhandensein von Leitungen innerhalb eines
MB-Ausfalls. In der Netztopologie aus Abbildung 4-13 entspricht dies der Lei-
tung-o. Wie darin dargestellt, ist diese Leitung lediglich an zwei Verzweigungs-
punkten ohne Umspannwerk, z.B. Freileitungsmasten, angeschlossen. Im Falle
eines MB-Ausfalls aller Leitungen in Abbildung 4-13 wird diese Leitung ebenfalls
vom Netz getrennt und die ACLODF mussen ebenfalls ermittelt werden.

UW k Uw |
I:>Leitung—k I:)Leitung-o I:)Leitung-l

Fiktive

I:)Leltung -m I:)Leitung-r AP, ——
9 Fiktive
Leistungsquelle éE EE AP, Leistungsquelle
U r

Abbildung 4-13:  Netztopologie zur Berechnung der ACLODF fir Leitungen innerhalb eines
Mehrbein-Ausfalls

Wie in Abbildung 4-13 werden fur die Berechnung der ACLODF nur fiktive Leis-
tungsquellen an den UWs hinzugefiigt. Das bedeutet, dass fir ein derartiges MB
nur die Leitungen am Rand des MBs fur (4-25) verwendet werden. Somit werden
die Leistungswerte der fiktiven Leistungsquellen und darauf aufbauend die
ACLODF auch nur mit diesen Leitungen bestimmt, da die Veranderung im Rest
des Netzes auch nur durch diese fiktiven Leistungsquellen hervorgerufen wird.
Zur Vervollstandigung der ACLODF kann fir die Leitung-o der Wert null ange-
nommen werden. Ausnahme hierfur ist die ACLODF von Leitung-o auf sich selbst,
welcher zu -1 gesetzt wird, um in der Berechnung der Leistungsfliisse im Ausfall-
zustand nach (4-11) einen Leistungsfluss von 0 MW zu erzielen.

4415 Beriucksichtigung von Umschaltmal3nahmen zur (n-1)-Sicherheit

Teilweise wird die (n-1)-Sicherheit von Umspannwerken durch UmschaltmaflZnah-
men sichergestellt. Eine mdgliche Netztopologie besteht aus einer Anbindung ei-
nes Umspannwerkes als Doppelstich wie dies in Abbildung 4-14 dargestellt ist.
Wie Abbildung 4-14 zeigt, werden zwei Sammelschienen im UW m an getrennte
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Leitungen einer Doppelleitung angeschlossen. Im stérungsbedingten Ausfall ei-
ner Leitung werden die Lasten im UW m durch Kopplung der Sammelschienen
und somit Gber die andere Leitung der Doppelleitung versorgt. Die ACLODF kon-
nen in einer solchen Topologie wie beim MB-Ausfall berechnet werden. Hierfir
werden, wie in Abbildung 4-14 gezeigt, die fiktiven Leistungsquellen hinzugefugt
und die ACLODF kénnen, wie in 4.4.1.2 beschrieben, berechnet werden. Bei der
Berechnung der Leistungsflisse im Ausfallzustand nach (4-11) muss jedoch die
Knotenleistung des UW ma zur Knotenleistung UW my addiert werden. Damit wer-
den die Leistungsflusse fur den Fall einer Umschaltung zur Einhaltung der
(n-1)-Sicherheit berechnet.

Fiktive Fiktive
Leistungsquelle A A Leistungsquelle
P P

UWK_ | “ PLeitung-k I:)Leitung-l ! _UW I

5 ;PLeitung-m 5
! .
UW m, ¢ ¢UW Ma

Umschaltung

Abbildung 4-14:  Netztopologie bei (n-1)-Sicherheit durch Umschaltung im Umspannwerk

4.4.2 Validierung anhand des 5-Knoten-Testsystems

Die Validierung der Linearisierung der Ausfallanalyse ist identisch aufgebaut wie
die der Lastflussrechnung aus Kapitel 4.3.3. Als Netzmodell wird das 5-Knoten-
Testsystem aus Abbildung 4-2 inklusiv der eingetragenen Ausfalle verwendet. Die
Leistungsfliisse werden flr jeden der 4 Ausfallzustande Uber einen Zeitraum von
einem Jahr berechnet. In Abbildung 4-15 sind in Grafik a) die Differenzen aller
Leistungsflisse zwischen Newton-Raphson und der ACLODF-Methode als
Boxplot dargestellt. Die Grafik b) zeigt die Differenzen Gber dem Scheinleistungs-
fluss im (n-1)-Zustand.

Auffallend dabei sind im Vergleich zu Abbildung 4-7 die deutlich angestiegenen
Abweichungen. Diese sind zum einen auf die hoheren Scheinleistungsflisse, wie
in Grafik b) aus Abbildung 4-15 gezeigt, zuriickzufihren. Zum anderen werden
die ACLODF auf Basis der ACDF ermittelt, wodurch der Fehler in den ACDF bei
den ACLODF noch verstarkt wird. Die absolut betrachtet grof3eren Differenzen
sind im negativen Bereich, wodurch fur die Netzplanung folgt, dass die Linearisie-
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rung der Ausfallanalyse héhere Scheinleistungsfliisse ermittelt, wodurch diese ei-
ner konservativen Abschatzung gleichkommt. Dies lasst sich jedoch nicht verall-
gemeinern, da es abhangig von der Definition der Flussrichtungen der einzelnen
Leitungen ist.

20 < 20 , -
m— \ittelwert > Leitung 1-4
< 19| |[——25/75 Perzenti s 15} Leitung 3-4
> 4ol L Maximum/Minimum ~_ 40! Leitung 4-5
s N
2 °| -'- H -ir T T EE |
T2 0f+ =+ + F L+ +] “ 0
L3 A T N
SR I i o -5
1 ] I 5
L R ] £ -10] b
-15 = -15 ' ‘ :
1-2 1-4 1-5 2-3 3-4 4-5 0O 50 100 150 200
Leitung zwischen Knoten s /T MVA
Leitung
a) Boxplots b) Dargestellt Gber Scheinleistungs-
flisse

Abbildung 4-15:  Validierung der Scheinleistungsflisse im (n-1)-Zustand des 5-Knoten-Test-
systems

Die modellierten Leitungen im 5-Knoten-Testsystem besitzen eine thermische
Grenzleistung von 100 MVA. Fur die Genauigkeit der Linearisierung der Ausfall-
analyse folgt daraus die Anforderung, dass im Bereich bis zur thermischen Grenz-
leistung eine hohe Genauigkeit notwendig ist. Da fur héhere Leistungsfliisse ein
Netzausbau notwendig ist, erfolgt im Rahmen der Netzplanung eine Modellierung
von zusatzlichen Leitungen. Dadurch werden die Leistungsflisse auf allen Lei-
tungen gesenkt, wodurch gleichzeitig der absolute Fehler der Linearisierung der
Ausfallanalyse reduziert wird, wie dies in Abbildung 4-15 gezeigt ist. Anhand der
gezeigten Untersuchung kann festgehalten werden, dass im Bereich der zulassi-
gen Leistungsflisse der relative Fehler der Linearisierung der Ausfallanalyse klei-
ner 6 % ist. Eine individuelle Uberprifung der Genauigkeit der Linearisierungen
sollte jedoch im Rahmen der Netzplanung an jedem Netzmodell individuell erfol-
gen.

4.4.3 Sensitivitatsuntersuchung

Aufgrund der Abhangigkeit der ACDF und damit auch der ACLODF zum Lineari-
sierungspunkt der Lastflussrechnung erfolgt identisch zu Kapitel 4.3.4 eine Sen-
sitivitatsuntersuchung. Dabei werden die selben Linearisierungspunkte verwen-
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det und die Differenzen in den Scheinleistungsflissen von Leitung 1-4 sind in Ab-
bildung 4-16 dargestellt. Dabei zeigt sich, abgesehen von der absoluten Differenz,
dasselbe Bild wie bei der Sensitivitatsuntersuchung der Lastflussrechnung. Dar-
aus lasst sich schlussfolgern, dass auch fur die Ausfallanalyse ein Linearisie-
rungspunkt mit Preitung-¢ = 0 MW und APy = 1 MW den besten Kompromiss darstellt,
um sowohl bei Last- als auch bei Erzeugungsszenarien eine gute Abbildungs-
genauigkeit zu erreichen. Dabei wird wiederum das Ziel verfolgt, im Bereich der
zuldssigen Leistungsflisse, welche in Abbildung 4-16 kleiner 200 MVA sind, eine
hohe Abbildungsgenauigkeit zu erreichen.

50 i i i 50 i
§ 40( | ® AP =-200MW | § 401 | ® Plypung=MinPyos)
s 30§ AP, =1TMW ] s 30f Pfeitung =0MW
~ 20} AP =200 MW 1 ~ 20+ PO =max(P
o 9 o Leitung Node
=510 | e —. | =510 |t -
tF 0f | z§ oof
0 10t - 0 107
<4 20t ] <1 -20¢
-30 -30
0 50 100 150 200 0 50 100 150 200
s/ MVA s™D I MVA
Leitung Leitung
a) Einfluss von 4P, b) Einfluss von Py,

Abbildung 4-16:  Differenz der Scheinleistungsfliisse im (n-1)-Zustand auf Leitung 1-4 im
5-Knoten-Testsystem zwischen Newton-Raphson und ACLODF-Methode fiir
unterschiedliche Linearisierungspunkte

4.5 Erweiterung mehrerer Bilanzknoten

GrolRere HS-Netze besitzen in mehreren Umspannwerken Transformatoren zum
Transportnetz. Fir die probabilistische Verteilnetzplanung im HS-Netz kdénnen
diese als Bilanzknoten mit einer Vorgabe der komplexen Spannungen modelliert
werden. Besitzen die komplexen Spannungen an den einzelnen Knoten unter-
schiedliche Werte, so erfolgt im HS-Netz ein Leistungsfluss, hervorgerufen durch
das Uberlagerte Transportnetz. Die hier vorgestellten Linearisierungen berechnen
die Leistungsflisse nur auf Basis von vorgegebenen Knotenleistungen. Somit
wurden die Leistungsflisse, verursacht durch das Transportnetz, nicht abgebildet
werden. Um diese zuséatzlichen Leistungsflisse zu bertcksichtigen, kénnen diese
bei der Berechnung der ACDF festgehalten und in der Berechnung der Leistungs-
flisse mit der ACDF-Methode addiert werden. Somit folgt aus (4-2):



4 Netzberechnungen in der probabilistischen Verteilnetzplanung 71

PLeitung = PLeitung,TN + ACDF; - Pipoten (4-32)

Spaltenvektor der Wirkleistungsfliisse vor dem

Mit: Preitung Ausfall von Leitung-k MW
Peitung Spaltenvektor der Wirkleistungsflisse, welche
' durch das Transportnetz hervorgerufen werden
ACDF, Abbildungsmatrix .der_ Knoter!yvirkleistl_,mgen
(Spalten) auf die Wirkleistungsfliisse (Zeilen)
Py roten Vektor der Knotenwirkleistungen MW

Zusatzlich dazu mussen bei Anwendung der NACLODF ebenfalls die Leistungs-
flisse, hervorgerufen durch das Transportnetz, bericksichtigt werden. Hierflr
wird Peitung, Tn @Us (4-32) mit den ACLODF der ausgefallenen Leitung multipliziert.
Dadurch ergibt sich ein neuer Vektor der Wirkleistungsflisse, hervorgerufen
durch das Transportnetz, fur jeden individuellen Ausfallzustand.

Aufgrund der Leistungsflisse im Transportnetz sind die komplexen Spannungen
an den Umspannwerksknoten zum Hochspannungsnetz variabel tber die Zeit.
Um diese zeitliche Variabilitat in der probabilistischen Verteilnetzplanung fir
Hochspannungsnetze zu bericksichtigen, mussten die komplexen Spannungen
modelliert werden. Eine Mdglichkeit hierfur wére ein Regressionsmodell, bei dem
die komplexen Spannungen in Abhéngigkeit der Summenlast des Hochspan-
nungsnetzes beschrieben werden. Hierfur sind jedoch Daten der komplexen
Spannungen notwendig, welche bei der Erstellung dieser Arbeit leider nicht ver-
fugbar waren. Daher werden die komplexen Spannungen an den Ubergabekno-
ten zum Transportnetz im Folgenden als konstant angenommen.
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5 Integration flexibler dezentraler Erzeuger und
Verbraucher

Flexiblen dezentralen Erzeugern und Verbrauchern, sowie intelligenten Netztech-
nologien wird ein grol3es Potential zur Reduzierung des Netzausbaubedarfs zu-
gesprochen [4], [10]. Dafur wurde in verschiedenen Studien, wie z.B. in [4], [10],
[104], untersucht, welcher Netzausbaubedarf sich ergibt, wenn flexible, dezent-
rale Erzeuger und Verbraucher eingesetzt werden, um Netzbelastungen zu redu-
zieren. Eine Kombination aus Erzeugungsmanagement und regelbarem Orts-
netztransformator besitzt das hdchste Potential zu Kosteneinsparungen nach
[10]. So kann beispielsweise der Netzausbau halbiert werden, wenn 3 % der jahr-
lichen Einspeisung von Windkraft- und PV-Anlagen abgeregelt wird [10]. Derar-
tige Konzepte kdénnen jedoch im Rahmen einer deterministischen Netzplanung
basierend auf Extremszenarien nur stark vereinfacht analysiert werden, da keine
zeitliche Variabilitat in den Netzberechnungen verwendet wird [1], [104]. Im Rah-
men der in dieser Arbeit entwickelten probabilistischen Verteilnetzplanung, wel-
cher eine Zeitreihenanalyse zugrunde liegt, kbnnen jedoch flexible dezentrale Er-
zeuger und Verbraucher detailliert bewertet werden. Daher wird in diesem Kapitel
eine kurze Ubersicht moglicher flexibler Betriebskonzepte gegeben und die In-
tegration in die probabilistische Verteilnetzplanung am Beispiel der Spitzenkap-
pung aufgezeigt. Es wird sich an dieser Stelle auf die Spitzenkappung beschrankt,
da diese heutzutage im EnWG eine gesetzliche Grundlage hat [9].

5.1 Flexibilisierung dezentraler Erzeuger und Verbraucher

Unter der Flexibilisierung von dezentralen Erzeugern und Verbrauchern wird eine
Steuerbarkeit der Wirk- und Blindleistung verstanden. Diese kdnnen im Rahmen
eines aktiven Verteilnetzes geregelt werden, um beispielsweise die Leistungs-
flusse auf den Leitungen unterhalb derer technischen Grenzwerte zu halten [1].
Damit solche Systeme flachendeckend eingesetzt werden, missen diese auch im
Rahmen der Netzplanung bewertbar sein. Verschiedene Mdglichkeiten zur Flexi-
bilisierung werden nachfolgend beschrieben sowie deren Umsetzungen im Rah-
men der Netzplanung vorgestellt.
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5.1.1 Spitzenkappung von Erzeugungsanlagen

Die Spitzenkappung von Erzeugungsanlagen beschreibt die Reduzierung der
Einspeiseleistung von dezentralen Erzeugungsanlagen innerhalb der Netzpla-
nung. Somit entspricht sie der betrieblichen Malinahme des Einspeisemanage-
ments. Nach [83] ist das Ziel der Spitzenkappung die ,effiziente Ausnutzung der
Netzinfrastruktur und die Vermeidung von volkswirtschaftlich ineffizienten Uber-
kapazitaten®. Somit soll eine Abregelung der Einspeiseleistung von EE genutzt
werden, um den Netzausbau zu reduzieren. Hierfir darf der Netzbetreiber nach
dem EnWG eine Abregelung von 3 % der jahrlichen elektrischen Energie von PV
und Windkraftanlagen in seiner Netzplanung annehmen [9]. Die Spitzenkappung
wird nach [83] in pauschale und dynamische Verfahren unterteilt. Bei einem pau-
schalen Ansatz wird die maximal mdgliche Einspeiseleistung reduziert, damit ins-
gesamt 3 % der Jahresenergie abgeregelt werden [83]. Somit erfolgt bei diesem
Ansatz eine Abregelung der Einspeiseleistung unabhangig davon, ob ein Netz-
engpass vorliegt [83]. Demgegeniber steht der dynamische Ansatz, bei dem eine
zielgerichtete Abregelung lediglich dann erfolgt, wenn ein Netzengpass vorliegt.

Zur Verdeutlichung ist in Abbildung 5-1 die unterschiedliche Funktionsweise am
Beispiel eines Anschlusses einer PV-Anlage und einer Last an einer Leitung ge-
zeigt. In Abbildung 5-1 sind die zeitlichen Verlaufe Uber einen Tag fur die Einspei-
seleistung der PV-Anlage sowie der Wirkleistungsfluss fir die verschiedenen Me-
thoden zur Spitzenkappung dargestellt. Wie darin gezeigt wird, erfolgt beim pau-
schalen Ansatz eine Begrenzung der Einspeiseleistung auf einen konstanten
Wert. Aufgrund der Uberlagerung mit der Last kann mit diesem Ansatz jedoch
keine definierte Grenze des Leistungsflusses eingehalten werden. Demgegen-
uber steht der dynamische Ansatz, bei dem der Leistungsfluss auf einen konstan-
ten Wert begrenzt wird, und die Abregelung der Einspeiseleistung dementspre-
chend ermittelt wird.

Der Aufwand in der Netzplanung ist bei einer dynamischen Spitzenkappung deut-
lich héher, da Zeitreihen tUber die Dauer von mindestens einem Jahr berechnet
werden mussen [83]. Jedoch sinkt mit einer dynamischen Spitzenkappung der
Netzausbaubedarf gegentiber dem pauschalen Ansatz, da die mdéglichen 3 % der
Jahresenergie effizienter ausgenutzt werden [83]. Am Beispiel aus Abbildung 5-1
zeigt sich, dass mit dem pauschalen Ansatz keine feste Grenze des Leistungs-
flusses eingehalten werden kann. Haufig resultiert daraus eine hdhere abgere-
gelte Energie und trotzdem kénnen Leitungstberlastungen mit diesem Konzept
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nicht verhindert werden [105]*. Fur die Umsetzung der dynamischen Spitzenkap-
pung ist in [105]* und [98]5 eine heuristische Einsatzreihenfolge definiert,
wodurch die abgeregelte jahrliche Energie der einzelnen Erzeugungsanlagen
nicht begrenzt werden kann. Hierflr ist die Formulierung eines Optimierungsprob-
lems in Form eines angepassten Optimal Power Flows (OPF) notwendig [83]. In
[106]* sind verschiedene Formulierungen fir den OPF vorgestellt, welche eine
Begrenzung der jahrlich abgeregelten Energie ermdglichen.

Pauschale Spitzenkappung  Dynamische Spitzenkappung

begrenzt Einspeiseleistung begrenzt Leistungsfluss
PV Last 3 0.8 N 0.3
o 0.7 . 0.2 ——— Chne
~ I - Pauschal
dA S0 X e
S 0.5 “"-_O 0
2 204t %-0.1
5 20.3 = -0.2
< g ’ Ohne 'E )
o i 0.2 Pauschal D__' -0.3
——— >l 01" Dynamisch 04 \/
o ol -0.5
0 4 8 12 16 20 24 0 4 8 12162024
Tageszeit/ h Tageszeit/ h
Abbildung 5-1: Vergleich der Funktionsweise der pauschalen und dynamischen Spitzenkap-

pung am Beispiel eines Tagesverlaufs einer PV-Anlage und des Leistungsflus-

ses Uber eine Leitung
Der Spitzenkappung wird in verschiedenen Studien ein sehr hohes Potential zur
Reduzierung des Netzausbaus zugesprochen [4], [10], [13], [37]. Daher erfolgt im
Rahmen dieser Arbeit eine detaillierte Beschreibung, wie dieses Konzept in die
probabilistische Verteilnetzplanung unter Beriicksichtigung einer (n-1)-Sicherheit
integriert werden kann. Dabei wird sowohl ein heuristisches Verfahren mit einer
Einsatzreihenfolge verwendet als auch ein OPF vorgestellt.

5.1.2 Blindleistungsmanagement

Durch die geregelte Bereitstellung von Blindleistung kénnen sich Erzeugungsan-
lagen an der statischen Spannungshaltung beteiligen [102]. Die Spannungshal-
tung stellt insbesondere in NS-Netzen eine netzauslegungsrelevante Gréi3e dar,
da der Anschluss von dezentralen Erzeugungsanlagen héufig zu Spannungs-
bandproblemen flhrt [42]. In den technischen Anschlussbedingungen der Erzeu-

14 Der vorgestellte Vergleich ist eine Entwicklung und eine Analyse des Autors dieser Arbeit.
15 Die vorgestellte heuristische Einsatzreihenfolge ist eine Entwicklung des Autors dieser Arbeit.
16 Der vorgestellte Optimal Power Flow ist eine Entwicklung des Autors dieser Arbeit.
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gungsanlagen [102], [107] sind Mindestanforderungen fir die Blindleistungsbe-
reitstellung definiert, wodurch eine Reduzierung des Netzausbaus mdglich wird
[10]. Da Blindleistungsmanagement den Netzausbau nur gering reduzieren kann
[10], erfolgt im Weiteren keine detaillierte Betrachtung.

Eine Flexibilisierung der Blindleistung kann zukiinftig im Rahmen der Netzeng-
passbewirtschaftung [108] oder auch zur Regelung der Austauschleistung einge-
setzt werden [109]. Der Einsatz derartiger Betriebsstrategien macht es notwendig,
diese auch im Rahmen der Netzplanung zu berlcksichtigen. Der hier vorgestellte
probabilistische Ansatz bietet hierfir zum einen die Moéglichkeit die Ausgestaltung
derartiger Mal3nahmen detailliert zu entwickeln als auch Einsatzdauern bzw. Ein-
satzwahrscheinlichkeiten aus den Berechnungen abzuleiten.

5.1.3 Lastmanagement

Unter Lastmanagement wird die gezielte Steuerung der elektrischen Verbraucher
verstanden. Fur die Netzplanung entsteht dadurch die Mdglichkeit, die Netzbelas-
tung durch gezielte Steuerung der Verbraucher zu reduzieren. Nach [10] besitzt
das Lastmanagement heutzutage nur einen geringen Einfluss auf den Netzaus-
baubedarf, da dieser durch den Ausbau der EE gepragt ist. Es kann jedoch davon
ausgegangen werden, dass die Beeinflussbarkeit der Last durch Elektromobilitat
oder Speicher in Deutschland zunehmen wird [10]. Im NS-Netz kann heutzutage
in Einzelfallen der Einsatz von Batteriespeichern bereits eine kostengulnstigere
Variante als der Netzausbau darstellen [104]. Um Speicher jedoch zu bewerten,
sind detaillierte Zeitreihenanalysen notwendig [104], wie sie auch der hier vorge-
stellten probabilistischen Verteilnetzplanung zu Grunde liegen. Der Vorteil des
probabilistischen Ansatzes ist, dass sowohl Leistungen als auch Energiemengen,
welche im Rahmen des Lastmanagements zeitlich verschoben werden, analysiert
und somit bewertet werden konnen.

5.1.4 Intelligente Netzbetriebsmittel

Unter intelligenten Netzbetriebsmitteln werden in dieser Arbeit sdmtliche Techno-
logien verstanden, welche den aktuellen Betriebszustand Uberwachen und auch
teilweise gezielt beeinflussen kdnnen, um etwaige Grenzwertverletzungen zu ver-
hindern. Eines der bekanntesten Beispiele hierfur ist der regelbare Ortsnetztrans-
formator (rOnt), welcher im Betrieb sein Ubersetzungsverhaltnis verandert und
somit die Spannung in NS-Netzen beeinflussen kann. Dadurch kann der Netzaus-
baubedarf in NS-Netzen reduziert werden [10]. Weitere Technologien sind bei-
spielsweise Spannungslangsregler, Phasenschiebertransformatoren oder auch
Freileitungsmonitoring. Beim Freileitungsmonitoring erfolgt eine Uberwachung



5 Integration flexibler dezentraler Erzeuger und Verbraucher 77

der Temperatur der Leiterseile, um den thermischen Grenzstrom von Freileitun-
gen dynamisch im Betrieb zu ermitteln. Dadurch entsteht die Mdglichkeit, die
Ubertragungsleistung von Freileitungen zu bestimmten Zeitpunkten zu erhéhen
[110].

Die probabilistische Verteilnetzplanung bietet fir die Bewertung solcher Techno-
logien den Vorteil, dass analysiert werden kann wie haufig solche Betriebsmittel
eingesetzt werden. So kann beispielsweise ermittelt werden, wie haufig ein rOnt
sein Ubersetzungsverhaltnis andert, um damit die Lebensdauer des Stufenschal-
ters abzuschatzen. Diese zuséatzlichen Informationen kénnen bei der Planung die
Investitionsentscheidungen malRgebend beeinflussen.

5.2 Dynamische Spitzenkappung mit Einsatzreihenfolge

Die grol3e Herausforderung bei der dynamischen Spitzenkappung in der Verteil-
netzplanung ist die Berechnung einer Reduzierung der Einspeiseleistung welche
ausreicht, um eine Leitungsuberlastung zu verhindern. Um dabei die abgeregelte
Energie so gering wie moglich zu halten, sollte der Leistungsfluss nur bis zu seiner
technischen Grenze reduziert werden, jedoch nicht dartber hinaus. Zusatzlich
stellen Maschennetze eine weitere Herausforderung dar, da theoretisch an jedem
Knoten die Einspeiseleistung reduziert werden kann, um eine Leitungsuberlas-
tung zu verhindern. Ein Beispiel dazu erfolgt anhand einer Lastflusssituation im
5-Knoten-Testsystem in Abbildung 5-2. Die Leistungsflisse in Abbildung 5-2 sind
durch eine hohe Einspeisung von EE gepragt, da diese zum externen Netz flie-
Ren.

Die Leitungen 3-4 und 4-5 sind in diesem Beispiel Uberlastet, da diese eine ther-
mische Grenzleistung von 100 MVA besitzen. Im Rahmen der Spitzenkappung
konnte an Knoten 2, 3 & 5 die Einspeiseleistung reduziert werden, um die Uber-
lastung zu verhindern, da diese Knoten auf allen Leitungen einen Leistungsfluss
verursachen. Um wiederrum die abgeregelte Leistung zu verringern, sollte der
Knoten gewahlt werden, welcher den grof3ten Einfluss auf die jeweilige Leitung
besitzt. Hierfur kbnnen die ACDF, wie in Kapitel 4.3 vorgestellt, verwendet wer-
den, da diese der Sensitivitat einer Leistungsflusséanderung, hervorgerufen durch
eine Anderung der Knotenleistung, entsprechen. Somit kann mithilfe der ACDF
berechnet werden, welche Einspeiseleistung an den jeweiligen Knoten reduziert
werden muss, um den Leistungsfluss auf seinen Grenzwert zu reduzieren. Da die
abgeregelte Knotenleistung umgekehrt proportional zum ACDF ist, sollte der Kno-
ten mit dem betragsmafig gréf3sten ACDF gewahlt werden. Durch die Wahl des
betragsmafig gréRten ACDF kann auf die jeweilige Leitung mit der kleinsten Kno-
tenleistung die grofRte Reduzierung des Leistungsflusses erreicht werden.
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Abbildung 5-2: Beispielhafte Lastflusssituation im 5-Knoten-Testsystem zeigt dass theore-

tisch alle Erzeugungsanlagen zur Spitzenkappung verwendet werden kénnen

Da HS-Netze mit einer (n-1)-Sicherheit geplant werden, muss diese auch bei An-
wendung der dynamischen Spitzenkappung berucksichtigt werden. Damit mus-
sen die EE-Anlagen soweit abgeregelt werden, dass keine Uberlastung einer Lei-
tung im (n-1)-Zustand des Netzes auftritt. Bei Verwendung der Einsatzreihenfolge
werden fiur alle Ausfallzustande und den Normalzustand die EE-Anlagen soweit
abgeregelt, dass keine Uberlastung in einem der Netzzustande auftritt. Um zu
ermitteln, welche Leistung der EE-Anlagen abgeregelt werden muss, kénnen die
NACLODF fir jeden Ausfallzustand verwendet werden, da diese wiederum die
Sensitivitat der Leistungsflussanderung bezogen auf eine Anderung der Knoten-
leistung im Ausfallzustand beschreiben. Der Ablauf der dynamischen Spitzenkap-
pung mit Einsatzreihenfolge wird nachfolgend detailliert beschrieben.

5.2.1 Ablauf der dynamischen Spitzenkappung mit Einsatzreihenfolge

Ein Flussdiagram fir den Ablauf der dynamischen Spitzenkappung mit Einsatz-
reihenfolge erfolgt in Abbildung 5-3. Die Idee der Einsatzreihenfolge ist die Redu-
zierung der Einspeiseleistung, jeweils gezielt fur eine Leitung und ein Ausfallzu-
stand durchzufuihren und anschliel3end sukzessive zu prufen, ob fir andere Lei-
tungen eine weitere Reduzierung der Einspeiseleistung notwendig ist. Dabei wird
mit der am starksten ausgelasteten Leitung und deren korrespondierenden Aus-
fallzustand begonnen, da fir diese Leitung tblicherweise die starkste Abregelung
notwendig ist.

Wie Abbildung 5-3 zeigt, werden zu Beginn die ACDF- und NACLODF-Matrizen
berechnet und, wie in Kapitel 4 vorgestellt, die Leistungsflisse linear approximiert.
AnschlieRend erfolgt eine Sortierung der Leitungen nach ihrer maximalen Auslas-
tung, um die Abregelung der EE-Anlagen mit der Leitung, welche die héchste
Auslastung besitzt, zu beginnen. Nach dieser Reihenfolge wird Uber alle Leitun-
gen iteriert und die jeweilige Abregelung berechnet.
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Abbildung 5-3: Flussdiagramm der dynamischen Spitzenkappung mit Einsatzreihenfolge

Fur jede Leitung erfolgt zunachst eine Sortierung der Ausfallzustande nach den
maximalen Leitungsauslastungen. Der Normalzustand wird in diese Reihenfolge
mit aufgenommen, um auch in diesem eine Spitzenkappung zu bertcksichtigen.
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Analog zur Reihenfolge der Leitungen wird fur jede einzelne Leitung Uber ihre
Ausfallzustande iteriert und eine Abregelung durchgefiihrt. Wiederum wird dabei
mit dem Ausfallzustand mit der hdchsten Leitungsauslastung begonnen.

Getrennt fur jeden Ausfallzustand werden die ACDF bzw. die NACLODF betrags-
maflig sortiert und eine Abregelung der EE-Anlagen erfolgt nach dieser Reihen-
folge, um die abgeregelte Energie zu minimieren. Dabei wird zusatzlich Uberpruft,
ob eine Abregelung der EE-Anlagen auch zu einer Reduzierung des Leistungs-
flusses flhrt, da in einem vermaschten Netz auch eine Erh6hung einzelner Leis-
tungsflisse moglich ist.

Bei der Abregelung der EE-Einspeisung wird die Einspeiseleistung soweit redu-
ziert, bis die Leitung nicht mehr Uberlastet ist. Ist die Einspeiseleistung am jewei-
ligen Knoten nicht ausreichend, erfolgt eine weitere Abregelung am Knoten mit
dem nachst niedrigeren ACDF bzw. NACLODF. Nach einer ausreichenden Abre-
gelung oder einer Uberprifung aller Knoten werden die Leistungsfliisse erneut
unter Bertcksichtigung der reduzierten EE-Einspeisung linear approximiert. Dies
erfolgt, um bei den weiteren Leitungen bzw. Ausfallzustanden die bereits durch-
gefuhrte Abregelung zu beriicksichtigen und dementsprechend die Einspeiseleis-
tung nur zusatzlich zu reduzieren.

Der in Abbildung 5-3 gezeigte Algorithmus reduziert die Einspeisung von EE-An-
lagen bis keine Uberlastung mehr auftritt, sofern diese ausschlieRlich durch eine
hohe Einspeisung verursacht ist. Der Algorithmus ist ebenfalls anwendbar, wenn
keine (n-1)-Sicherheit bertcksichtigt wird. Dadurch entféllt die Schleife Uber die
Ausfallzustande der einzelnen Leitungen.

5.2.2 Berechnung der Reduzierung der Einspeiseleistung

Da die hier vorgestellte Methode zur probabilistischen Verteilnetzplanung fir HS-
Netze entwickelt ist, erfolgt eine Reduzierung der Einspeiseleistung lediglich auf-
grund einer Verletzung des thermischen Grenzstromes der Leitungen. Eine Be-
trachtung der Spannungen ist nicht notwendig, da diese aufgrund der hohen Ver-
maschung im HS-Netz nahezu konstant sind [85]*. Wie in Abbildung 5-3 gezeigt,
erfolgt zu Beginn der Spitzenkappung stets eine lineare Approximation der Leis-
tungsflisse. Somit kann mithilfe der vektoriellen Addition der maximal mdgliche
Wirkleistungsfluss auf einer Leitung in Abhéngigkeit des Blindleistungsflusses be-
rechnet werden:

17" Die vorgestellte Analyse der Knotenspannung ist der Beitrag des Autors dieser Arbeit.
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2
— 2 -
PLeitung—k,Max = \/(\/§ Uy - IGrenz—k) - QLeitung—k (1)
Mit: Preitung—kmax Maximaler Wirkleistungsfluss auf Leitung-k MW
Iorenz—k Thermischer Grenzstrom von Leitung-k A
Uy Spannungsbetrag an Knoten-k von Leitung-k kv
QLeitung—k Blindleistungsfluss auf Leitung-k MVar

Wenn Leitung-k Uberlastet ist und an Knoten-g die Einspeiseleistung von EE re-
duziert werden soll, um die Uberlastung zu verhindern, kann die zu reduzierende
Einspeiseleistung wie folgt berechnet werden:

_ (PLeitung—k - PLeitung—k,Max) ) Sn(PLeitung—k)

P = (5-2)
g,red
ACDFP,Leitung—k,g
Mit: Pg,red Zu reduzierende Knotenleistung an Knoten-g MW
Preitung—k Wirkleistungsfluss auf Leitung-k MW
Preitung—kmax Maximaler Wirkleistungsfluss auf Leitung-k MW
ACDF der Wirkleistung von Knoten-g auf Lei-
ACDFP,Leitung—k,g tung k
sn(PLeitung_k) Vorzeichenfunktion fur den Leistungsfluss

Wird anstelle des Normalzustandes des Netzes in (5-2) ein Ausfallzustand be-
trachtet, muss der ACDF mit den NACLODF ersetzt werden. Wie in Abbildung 5-3
gezeigt, muss Uberprift werden, ob die zu reduzierende Knotenleistung aus einer
Spitzenkappung der EE moglich ist.

5.2.3 Nachteile der heuristischen Einsatzreihenfolge

Die Verwendung einer Einsatzreihenfolge besitzt flr die Spitzenkappung zwei
grol3e Nachteile. Zum einen kann eine Energiegrenze der Abregelung, wie sie im
EnWG mit 3 % der jahrlichen Energie pro Erzeugungsanlage [9] festgelegt ist,
nicht eingehalten werden, da stets der Knoten mit dem gr63ten Einfluss verwen-
det wird. Ist beispielsweise eine Leitung bei einer Betrachtung tber ein Jahr haufig
uberlastet, wirde die Einsatzreihenfolge stets eine Abregelung am gleichen Kno-
ten vornehmen, welche eine Verletzung der Energiegrenze zur Folge haben
konnte.

Zusatzlich besteht bei der Verwendung einer Einsatzreihenfolge die Méglichkeit,
dass Leitungen zu stark entlastet werden. Dies resultiert aus der iterativen Redu-
zierung der Einspeiseleistung sowie der gleichzeitigen Betrachtung nur einer Lei-
tung bei der Abregelung. Am Beispiel aus Abbildung 5-2 lasst sich dieser Effekt
erklaren. Die dynamische Spitzenkappung mit Einsatzreihenfolge wirde in die-
sem Beispiel mit der Entlastung von Leitung 4-5 beginnen, da diese die hdochste



82 5 Integration flexibler dezentraler Erzeuger und Verbraucher

Auslastung besitzt. Hierfur wirde zunéchst eine Abregelung der Einspeiseleis-
tung an Knoten 5 erfolgen. Ist diese Abregelung nicht ausreichend, um auch Lei-
tung 3-4 zu entlasten, wirde die Spitzenkappung mit Einsatzreihenfolge zuséatz-
lich an Knoten 3 eine Abregelung der Einspeiseleistung ermitteln. Diese hatte zur
Folge, dass der Leistungsfluss auf Leitung 4-5 ebenfalls verringert wird und diese
damit zu stark entlastet wird. Umgekehrt resultiert in grof3eren Netzen daraus
auch die Gefahr, dass durch die beschriebene weitere Abregelung anderer Kno-
ten auch die Leistungsfliisse auf einzelnen Leitungen erhdht werden. Eine Lésung
dieser Nachteile liegt in der Verwendung eines Optimierungsmodells zur dynami-
schen Spitzenkappung wie es nachfolgend entwickelt wird.

5.3 Optimierungsmodell zur dynamischen Spitzenkappung

Nach [83] stellt die Verwendung eines Optimierungsmodells in Form eines ange-
passten OPF die theoretisch beste Lésung dar, auch wenn diese mit einem er-
heblichen Aufwand verbunden ist. Bei der Entwicklung eines Optimierungsmo-
dells zur dynamischen Spitzenkappung sind die Linearisierungen der Lastfluss-
und Ausfallanalyse von Vorteil. Dadurch kann ein lineares Optimierungsproblem
formuliert werden, welches am schnellsten und effizientesten geldst werden kann
[84], [111]. Zunachst wird in diesem Abschnitt eine allgemeine Einfihrung in die
lineare Optimierung gegeben und anschlieend ein Optimierungsmodell zur dy-
namischen Spitzenkappung entwickelt.

5.3.1 Einfuhrung in lineare Optimierung

Nach [112] behandelt die lineare Optimierung Probleme, bei denen eine lineare
Zielfunktion unter Einhaltung von linearen Restriktionen minimiert bzw. maximiert
wird. Somit wird in Optimierungsproblemen ein Satz von Entscheidungsvariab-
len x gesucht, welcher den minimalen bzw. maximalen Wert einer Funktion liefert
[112]. Mathematisch werden lineare Optimierungsprobleme allgemein in folgen-
der Form beschrieben:

Minimiere c’-x
(5-3)
unter den Randbedingungen: A-x<b
Mit: c’-x Zielfunktion des Optimierungsproblems
A-x<Db Randbedingungen des Optimierungsproblems

Im Optimierungsproblem aus (5-3) wird ein Vektor x gesucht, welcher die Ziel-
funktion minimiert und gleichzeitig alle Randbedingungen einhalt. Zur Lésung der-
artiger Optimierungsprobleme sind verschiedene Algorithmen, wie z.B. die Simp-
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lexmethode publiziert [112]. Fur weiterfihrende Erklarungen zur linearen Optimie-
rung sei an dieser Stelle beispielsweise auf [112] verwiesen. Fur die dynamische
Spitzenkappung resultiert daraus die Aufgabenstellung mithilfe der ACDF im Nor-
malzustand bzw. NACLODF im Ausfallzustand eine Zielfunktion sowie Randbe-
dingungen zu formulieren, welche das Problem mathematisch beschreiben und
anschliel3end mit bekannten Algorithmen geldst werden kann.

5.3.2 Zielfunktion

Bei der dynamischen Spitzenkappung existiert das Ziel, die abgeregelte Energie
von EE unter den Randbedingungen zu minimieren, dass keine Leitungen uber-
lastet sind. Wie in Kapitel 3 beschrieben ist, wird in dieser Arbeit mit Zeitprofilen
bestehend aus 15 Minuten Mittelwerten gearbeitet. Um die abgeregelte Energie
im Netz zu minimieren folgt eine Zielfunktion, bei der die abgeregelte Leistung
von jeder Anlage zu jedem Zeitpunkt, multipliziert mit dem Zeitfaktor von 15 Mi-
nuten, aufsummiert wird. Da der Zeitfaktor nur den Wert der Zielfunktion skaliert,
jedoch in der Optimierung keinen Einfluss hat, kann dieser entfallen. Es folgt ana-
log zu [106]*® fur die Zielfunktion:

min (Z _PgE,t b Xt> (5_4)

(€T
Mit: X Entscheidungsvariablen fir Zeitpunkt t mit dem
' t Einsatz der Spitzenkappung (Spaltenvektor)
T EE-Einspeisung fiir Zeitpunkt t an allen Knoten
Pee MW

(Zeilenvektor)

Die Entscheidungsvariablen x: besitzen einen Wertebereich von [0;1] und ent-
sprechen dem Anteil der EE-Leistung, welche zu den jeweiligen Zeitpunkten ab-
geregelt werden muss. Die Vektoren in (5-4) beinhalten alle Knoten. Wie in (5-4)
beschrieben, entspricht die Zielfunktion der Summe der abgeregelten Leistung
aus EE Uber alle Knoten und alle Zeitpunkte. Wobei die Summe lber die Knoten
im Produkt der Vektoren enthalten ist. Eine Umrechnung der Summe der Leistun-
gen in Energien kann in der Zielfunktion entfallen, da diese keinen Einfluss auf
die jeweiligen Entscheidungsvariablen besitzt, sondern nur den absoluten Wert
der Zielfunktion verandert. Das negative Vorzeichen bei der EE-Einspeisung re-
sultiert aus der Verwendung des Verbraucherzahlpfeilsystems (Pez < 0). Fur die
in (5-4) beschriebene Zielfunktion wére ein Optimum erreicht, wenn jede Ent-
scheidungsvariable den Wert O besitzt, da somit die Zielfunktion ebenfalls einen
Wert von 0 annimmt. Dies entspricht keiner Abregelung der EE-Einspeisung. Ein
kleinerer Wert fur die Zielfunktion ist nicht méglich, da die Entscheidungsvariablen

18 Die formulierten Optimierungsprobleme sind eine Entwicklung des Autors dieser Arbeit.
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x: auf einen Wertebereich von [0;1] begrenzt sind. Durch die Formulierungen der
Randbedingungen wird der Lésungsraum jedoch eingegrenzt, wodurch im Falle
von Leitungsiberlastungen die Zielfunktion den Wert O nicht mehr annehmen
kann und somit ein Einsatz der Abregelung von EE notwendig wird. Der Losungs-
algorithmus des Optimierungsproblems stellt jedoch sicher, dass der Einsatz der
Abregelung so gering wie moglich gehalten wird.

5.3.3 Randbedingungen

Bevor das Optimierungsproblem formuliert werden kann, missen bei der dynami-
schen Spitzenkappung die Leistungsflisse im Normal- und Ausfallzustand ermit-
telt werden [83]. Damit konnen die Zeitpunkte, an denen eine Uberlastung einzel-
ner Leitungen vorliegt, identifiziert werden. Nach (5-1) kann aus den Leistungs-
flissen der maximal mégliche Wirkleistungsfluss auf jeder Leitung fir jeden Zeit-
punkt ermittelt werden. Dies ermoglicht es, die Randbedingungen als Entlastung
der Leitung durch die Spitzenkappung im Falle einer Uberlastung zu formulieren.
Damit folgen fur die Leistungsflisse im Normal- und Ausfallzustand die folgenden
Randbedingungen:

_ACDFP : (PEE,t o Xt) S PL,Max,t - PL,’.' Vt E T (5'5)
+ACDFP * (PEE,t ° Xt) S PL,Max,t + PL,l' Vt € T (5'6)
—NACLODF} - (Pgg; 0 X;) < PFyax: — P¥,  Vt € T,Vk € NACLODF, (5-7)
+NACLODFf - (Pgg 0 X;) < PFyax. + PF,  Vt € T,Vk € NACLODF, (5-8)
Spaltenvektor der maximalen Wirkleistungs-
Mit: P vaxe flisse auf allen Leitungen zum Zeitpunktt nach MW
(5-1)
Spaltenvektor der maximalen Wirkleistungs-
Pf ot flusse auf allen Leitungen zum Zeitpunkt t und MW

Ausfallzustand k nach (5-1)

Spaltenvektor der Wirkleistungsfliisse auf allen
Leitungen vor Spitzenkappung zum Zeitpunkt t
Spaltenvektor der Wirkleistungsfliisse auf allen
P/, Leitungen vor Spitzenkappung zum Zeitpunktt MW
und Ausfallzustand k

Abbildungsmatrix der Knotenwirkleistungen

P MW

ACDF (Spalten) auf die Wirkleistungsfliisse (Zeilen)
Knotenbezogene ACLODFp-Matrix fur den
k
NACLODFp Ausfallzustand k
p EE-Einspeisung fiir Zeitpunkt t an allen Knoten MW
EEt (Spaltenvektor)
< Entscheidungsvariablen fur Zeitpunkt t mit dem
t

Einsatz der Spitzenkappung (Spaltenvektor)
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Dabei beschreiben (5-5) / (5-6) jeweils den Normalzustand und (5-7) / (5-8) Uber
die jeweiligen NACLODF die Ausfallzustande. Die Multiplikation der EE-Einspei-
seleistung Pee: und der Entscheidungsvariable x entspricht dabei dem element-
weisen Produkt ,o“. Da stets eine Betrachtung beider Leistungsflussrichtungen
erfolgen muss, sind jeweils zwei getrennte Formulierungen der Randbedingungen
notwendig. Wie in Abschnitt 5.3.2 bereits beschrieben, ist fur die Zielfunktion die
optimale Losung wenn alle Entscheidungsvariablen den Wert 0 annehmen. Liegt
eine Leitungsuberlastung in positiver Lastflussrichtung vor, so wird beispielsweise
der rechte Term einer der Ungleichung in (5-5) negativ und eine Entscheidungs-
variable x muss ungleich 0 werden, damit die Randbedingung erfullt wird. Welche
Entscheidungsvariable x in diesem Fall ausgewahlt und welchen Wert diese an-
nimmt, erfolgt durch den Lésungsalgorithmus des Optimierungsproblems wie z.B.
dem Simplexalgorithmus. Analog dazu wird im Falle einer Uberlastung in negati-
ver Lastflussrichtung der rechte Term in einer Gleichung aus (5-6) negativ und es
muss eine Abregelung erfolgen. Gleiches gilt fir die Ausfallzustdnde, welche in
(5-7) und (5-8) beschrieben sind. Die Starke des Optimierungsproblems gegen-
Uber der Einsatzreihenfolge liegt in Lastflusssituationen, bei den gleichzeitig meh-
rere Leitungen Uberlastet sind, da durch die Randbedingungen aus (5-5) bis (5-8)
alle Leitungen gleichzeitig betrachtet werden und durch die Zielfunktion stets die
minimale Reduzierung der Einspeiseleistung gesucht wird.

Mit den bisher gezeigten Randbedingungen ware eine Einzelbetrachtung der Zeit-
punkte noch moglich, da diese unabhéngig voneinander sind und eine Spitzen-
kappung fur jeden Zeitpunkt getrennt betrachtet werden kann. Die Energiegrenze
fur die Abregelung der EE-Anlagen macht es jedoch notwendig, alle Zeitpunkte
gemeinsam zu betrachten, da ansonsten einzelne EE-Anlagen eine starkere Ab-
regelung erhalten kdnnten. Daraus resultiert in der Zielfunktion die Summe uber
alle Zeitpunkte und in den Randbedingungen die getrennte Formulierung fur alle
Zeitpunkte. Fur die Energiegrenze folgt die Randbedingung:

Z —Pyp(t) - x4(t) < asy Z —Pygp(t) Vg € EE — Anlagen (5-9)
teT teT
. EE-Einspeiseleistung von Knoten-g zum Zeit-
Mit: Pg,EE(t) punktt MW
Entscheidungsvariable von Knoten-g zum Zeit-
xg ()
punkt t
as Anteil der gesamten abzuregelnden EE-Leis-
g

tung an Knoten-g

Gleichung (5-9) beschreibt, dass die Summe der abgeregelten EE-Leistungen
Uber den Betrachtungszeitraum kleiner gleich einem Anteil der Summe der ge-
samten EE-Leistung entsprechen muss. Wie in der Zielfunktion muss auch an
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dieser Stelle keine Umrechnung in die Energien erfolgen, da dies nur einem kon-
stanten Faktor entspricht, welcher keinen Einfluss auf die Entscheidungsvariablen
besitzt. Die Energiegrenze in der Randbedingung aus (5-9) sorgt daftr, dass im
Falle einer energieminierenden Abregelung an nur einem Knoten diese Abrege-
lung auf mehrere Knoten aufgeteilt wird, sofern die Energiegrenze verletzt wird.
Dadurch verschlechtert sich zwar der Wert der Zielfunktion, jedoch ist aufgrund
der Eingrenzung des Loésungsraums keine andere Losung moglich.

Beim Optimierungsmodell zur dynamischen Spitzenkappung besteht die Moglich-
keit, dass keine Losung gefunden werden kann. Dies ist zum einen moéglich, wenn
entweder eine Leitungstiberlastung durch den Verbrauch hervorgerufen wird oder
die abzuregelnde Energie nicht ausreicht, um alle Leitungsiuberlastungen zu ver-
hindern. Besonders die Randbedingung der Energiegrenze konkurriert mit den
Randbedingungen der Leistungsflisse. Beispielsweise besteht die Mdglichkeit,
dass alle Leitungsiuberlastungen nur durch die EE-Einspeisung hervorgerufen
werden und somit durch Spitzenkappung komplett verhindert werden kénnen.
Durch die Energiegrenze besteht jedoch die Mdéglichkeit, dass das Optimierungs-
problem trotzdem nicht geldst werden kann.

5.4 Vergleich der Spitzenkappung anhand des 5-Knoten-
Testsystems

Ein Vergleich der Methoden erfolgt anhand des bereits in Kapitel 4.2 vorgestellten
5-Knoten-Testsystems. Der Betrachtungszeitraum wird auf ein Jahr gewahlt, um
eine einfache Bewertung der Energien zu ermdglichen. Wie der Boxplot in Abbil-
dung 5-4 zeigt, kann mit beiden Methoden zur Spitzenkappung eine Grenze des
Scheinleistungsflusses, hier 100 MVA, im (n-1)-Zustand eingehalten werden. Da-
bei wurde jedoch im Optimierungsmodell eine Grenze der jahrlichen Energie von
5 % gewabhlt, da bei einer Grenze von 3 % keine Losung im betrachteten System
moglich ist.

Anhand der Maxima im Boxplot aus Abbildung 5-4 sind keine Unterschiede zwi-
schen den beiden Methoden zu erkennen, zusatzlich wird anhand dieser Grafik
nicht ersichtlich, ob eine Regelung der Leistungsfliisse auf den Grenzwert erfolgt.
Betrachtet man jedoch das Histogramm in Abbildung 5-4 b), so ist ersichtlich,
dass beim Optimierungsmodell eine Regelung auf den Grenzwert erfolgt, da die
Wahrscheinlichkeiten fir Scheinleistungsflisse kleiner 100 MVA identisch zum
Histogramm ohne Spitzenkappung sind. Bei der Einsatzreihenfolge hingegen, tritt
eine erhdhte Wahrscheinlichkeit fir Werte im Bereich zwischen 70 MVA und
100 MVA auf. Dies bedeutet, dass bei der Spitzenkappung nach Einsatzreihen-
folge eine Verringerung der Leistungsflisse unterhalb des Grenzwertes von
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100 MVA erfolgt. Dies ist auf die Funktionsweise zurickzufihren und kann an-
hand der beispielhaften Tagesverlaufe der Leitung 4-5 und 3-4 in Abbildung 5-5
veranschaulicht werden.

300 6 . ' i
— 1 ! — Ohne Spitzenkappung
250 gﬂslf,t%lw;rt . 2 5 Einsatzreihenfolge
erzentil @ Optimi dell
< —mem Maxi Mini N ptimierungsmode
aximum/Minimum -
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= : P <o
— 1 T h I = F
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1-2 1-4 1-5 2-3 3-4 4-5 (1)
Lei : . / MVA
eitung zwischen Knoten Leitung4-5
a) Boxplot b) Histogramm fir Leitung 4-5
Abbildung 5-4: Vergleich der maximalen Scheinleistungsflisse im (n-1)-Zustand zwischen

den Methoden der Spitzenkappung (Legende der Farben aus Graphik b))

Da Leitung 4-5 die am starksten ausgelastete Leitung ist, erfolgt bei der Einsatz-
reihenfolge zuerst eine Reduzierung der EE-Einspeisung, bis diese Leitung nicht
mehr Uberlastet ist. Jedoch ist diese Reduzierung nicht ausreichend, damit auch
Leitung 3-4 entlastet ist. Dies hat zur Folge, dass eine weitere Reduzierung der
Einspeiseleistung erfolgt, um auch bei Leitung 3-4 eine Grenze von 100 MVA ein-
zuhalten, wie dies auch in Abbildung 5-5 gezeigt ist. Dadurch wird jedoch wiede-
rum auch Leitung 4-5 weiter entlastet, wodurch der Leistungsfluss unter den
Grenzwert absinkt. Dies ist anhand der Absenkung um die Mittagszeit bei Leitung
4-5 in Abbildung 5-5 zu sehen. Beim Optimierungsmodell hingegen wird eine Ab-
regelung der EE-Einspeisung gesucht, welche beide Leitungen gemeinsam ent-
lastet.

Die starkere Reduzierung der Leistungsfliisse der Einsatzreihenfolge resultiert
ebenfalls in einer groReren abgeregelten Energie aus EE, wie in Tabelle 5-1 ge-
zeigt ist. Darin sind sowohl die abgeregelten Energien sowie deren prozentualen
Anteile an der Einspeiseleistung zu sehen. Wie in Tabelle 5-1 deutlich wird, erfolgt
hauptsachlich an UW 3 und UW 5 eine Abregelung der EE. Jedoch ist deren pro-
zentualer Anteil von maximal 5,5 % bei UW 5 im Falle der Einsatzreihenfolge ge-
ring, bezogen auf die gesamte jahrliche Energie an diesem Umspannwerk. Ins-
besondere wenn man in Betracht zieht, dass mit dieser abgeregelten Energie eine
Reduzierung der maximalen Scheinleistungsflisse im (n-1)-Zustand um ca.
80 MVA (siehe Abbildung 5-4) erreicht wird.
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Abbildung 5-5: Beispielhafter Tagesverlauf der maximalen Leitungsauslastung im (n-1)-Zu-

stand fur die Methoden zur Spitzenkappung

Die im EnWG vorgeschriebene Grenze von 3% pro Erzeugungsanlage [9], kann
aufgrund der thermischen Grenzleistungen der Leitungen im 5-Knoten-Testsys-
tem nicht eingehalten werden. Daher wurde, wie bereits beschrieben, eine
Grenze von 5 % gewahlt. Im Algorithmus des Optimierungsmodells kann dieser
Grenzwert frei gewahlt werden. Wird die Grenze der abgeregelten Energie zu ge-
ring gewabhlt, findet der Optimierungsalgorithmus fiir das beschriebene Problem
keine Losung. In diesen Fallen ware ein Netzausbau unumganglich und wird im
Rahmen der Fallstudie naher analysiert.

Ebenfalls wird in Tabelle 5-1 deutlich, dass mit dem Optimierungsmodell eine ge-
ringere Abregelung erfolgt. Nachteilig am Optimierungsmodell ist der erhéhte Re-
chenaufwand. Trotzdem sollte stets das Optimierungsmodell zur Spitzenkappung
verwendet werden, da dies zu deutlich geringeren abgeregelten Energien flhrt.
Aufgrund der Anzahl an Leitungen und Knoten ist das 5-Knoten-Testsystem ge-
eignet, um die Funktionsweise der Spitzenkappung aufzuzeigen. Jedoch kann
eine Bewertung des Nutzens dieser Methode nur anhand einer realen Netztopo-
logie erfolgen, welche im n&chsten Kapitel erfolgt.

Tabelle 5-1: Abgeregelte Energie aus EE und prozentualer Anteil fiir die beiden Methoden
der Spitzenkappung bei Betrachtung Uber ein Jahr

uw 2 uw 3 Uuw 5 Gesamt
. : 0,04 GWh 5,12 GWh 16,88 GWh 22,04 GWh
Einsatzreihenfolge
(0,02 %) (3,73 %) (5,5 %) (3,5 %)
0,03 GWh 5,10GWh 13,81 GWh 18,94 GWh

Optimierungsmodell
(0,01 %) (3,72 %) (4,5 %) (3,03 %)
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6  Fallstudie eines realen Hochspannungsnetzes

Die bereits vorgestellte Methode zur probabilistischen Verteilnetzplanung wird an-
hand einer Planungsstudie eines realen HS-Netzes angewandt. Dabei werden
samtliche Phasen der technischen Analyse im Rahmen der Verteilnetzplanung
wie in Abbildung 2-5 dargestellt durchgefuhrt. Vorweg erfolgt jedoch nochmal ein
Gesamtuberblick Gber die einzelnen Berechnungen sowie deren Einordnung in
die einzelnen Kapitel.

6.1 Gesamtuberblick

Das Flussdiagramm in Abbildung 6-1 zeigt einen Uberblick der einzelnen Berech-
nungsschritte innerhalb der probabilistischen Verteilnetzplanung und deren Zu-
ordnung zu den einzelnen Kapiteln dieser Arbeit. Den Beginn der Netzplanung
stellt stets die Modellierung der Eingangsdaten dar. Die Netzberechnungen be-
stehen im HS-Netz aus der Lastfluss- und Ausfallanalyse mittels Monte Carlo Si-
mulation. Hierfiir kbnnen die in Kapitel 4 vorgestellten Linearisierungen verwendet
werden, da diese einerseits eine Verringerung der Rechenzeit erméglichen als
auch eine Grundlage fur die Betriebsstrategien bilden [85].

wi/ Modellierung der Eingangsdaten)

Erneute
Uberpriifung der
Netzbelastung =

\ 4

»

Probabilistische Lastflussrechnung mittels
Monte Carlo Simulation

Erneute
Uberpriifung der
B Netzbelastung

<

v Kap. 3
Bemessung der Netzreserve durch Kap. 4
Ausfallanalyse in Monte Carlo Simulation Kap. 5
l Kap. 6
i Nein Nein i
Ermlttlun"g LLs <«——_  Netzbetrieb zuldssig? ~——» . Einsatz .
Netzverstarkung ~— - Betriebsstrategien
: Ja
“/’ Bewertung und Auswahl neuer '\\‘
L Netzstrukturen oder Betriebsstrategien 4
Abbildung 6-1: Gesamtiuberblick der Berechnungsschritte der probabilistischen Verteilnetz-

planung und deren Zuordnung in dieser Arbeit

19 Die vorgestellte Analyse der Rechenzeit ist Beitrag des Autors dieser Arbeit.
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Nach den Netzberechnungen, welche als blaue Bldcke in Abbildung 6-1 darge-
stellt sind, erfolgt eine Uberpriifung, ob keine Grenzwerte der Leitungsstrome und
Knotenspannungen im betrachteten Netz bei den verwendeten Eingangsdaten
verletzt sind und somit ein Netzbetrieb zulassig ist.

Sollte der Betrieb nicht zuldssig sein, erfolgt entweder, wie in der konventionellen
Netzplanung ublich, eine Ermittlung der Netzverstarkung. Alternativ dazu bietet
die probabilistische Verteilnetzplanung die Moglichkeit flexible dezentrale Erzeu-
ger und Verbraucher einzusetzen, um die Netzbelastung zu reduzieren. Nach ei-
ner Netzverstarkung oder einem Einsatz der Betriebsstrategien muss die Netzbe-
rechnung stets erneut erfolgen, um zu prifen, ob ein Netzbetrieb zulassig ist. Im
Falle der Betriebsstrategien muss diese Uberpriifung um die Kontrolle der abge-
regelten Energien aus EE erweitert werden. Die Entscheidung ob Netzverstar-
kung oder Betriebsstrategie kann dabei vom Netzbetreiber beliebig gewahlt wer-
den.

Um die Netzverstarkung und somit die Kosten fiir den Netzausbau gering zu hal-
ten, ist deren Ermittlung ein iterativer Prozess. Bei diesem wird stets eine Netz-
verstarkung im Modell vorgenommen und anschlieBend Uberprift, ob diese aus-
reichend ist. Wenn dies nicht der Fall ist, wird eine weitere Netzverstarkung vor-
genommen und alles wiederholt. Dies verdeutlicht erneut, dass die Netzberech-
nungen im Rahmen der Netzplanung mit mdglichst geringem Aufwand durchge-
fuhrt werden sollten.

6.2 Beschreibung der Netztopologie

Als Untersuchungsregion wird eine 110kV-Netzgruppe der Netze BW GmbH aus-
gewahlt. Diese befindet sich, wie in Abbildung 6-2 gezeigt, im Nordosten von Ba-
den-Wirttemberg. Abbildung 6-2 zeigt auf der linken Seite eine Karte von Baden-
Wirttemberg mit der regionalisierten Prognose fur den Zubau von Windkraftanla-
gen nach [3]. Wie die Markierung der Untersuchungsregion zeigt, wird prognosti-
ziert, dass die Netzgruppe einen grol3en Zubau an Windenergie erhalten wird,
welches das entscheidende Kriterium fur die Auswahl dieser Netzgruppe darstellt.
Auf der linken Seite in Abbildung 6-2 zeigt die rote Farbe die Leistungsdichte an
Windkraftanlagen.

Auf der rechten Seite von Abbildung 6-2 ist eine schematische Darstellung der
Netztopologie der Untersuchungsregion dargestellt. Diese stammt aus dem Netz-
ausbauplan der Netze BW GmbH und zeigt in Orange die existierenden Leitungen
und in Grin die geplanten Netzverstarkungen der Netze BW [3]. Deutlich wird
dabei der hohe Netzausbaubedarf in der betrachteten Netzgruppe. Wie die
Netztopologie in Abbildung 6-2 zeigt, ist das 110kV-Netz ein Maschennetz mit
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mehreren VerknUpfungspunkten zum Transportnetz. Diese Struktur ist notwen-
dig, um eine (n-1)-Sicherheit zu gewahrleisten, da jedes Umspannwerk im Nor-
malzustand Uber zwei Leitungen versorgt werden kann. Das in dieser Fallstudie
verwendete Ausbauszenario der EE, sowie die Modellierung der Eingangsdaten
wird nachfolgend detailliert beschrieben.
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Abbildung 6-2: Regional aufgeléste Prognose des Zubaus von Windenergieanlagen (links,

Grafik aus [3], rote Farbe signalisiert eine hohe Leistungsdichte) und schema-
tische Darstellung der Netztopologie der betrachteten Netzgruppe und derer
geplanten Ausbaumalnahmen (rechts, Grafik aus [3], Verbindung der Gebiete
ist eine eigene Darstellung)

6.2.1 Ausbauszenario der Erneuerbaren Energien

Die Fallstudie wird durchgefiihrt auf Basis des Jahres 2014. Hierfir werden einer-
seits die installierten Leistungen zum Ende des Jahres 2014, als auch Messdaten
der zeitlichen Austauschleistungen zu der unterlagerten MS-Ebene verwendet.
Fur den Ausbau der erneuerbaren Energien wird das regionalisierte Szenario aus
[3] verwendet. Nach [3] wird dieser Zubau fur das Jahr 2020 prognostiziert. Zum
Zeitpunkt der Erstellung dieser Arbeit im Jahr 2017 zeigt sich jedoch, dass dieser
Zubau bis 2020 als unrealistisch eingeschéatzt werden kann. Es kann jedoch da-
von ausgegangen werden, dass ein derartiger Zubau in der Netzgruppe zu einem
spateren Zeitpunkt erfolgen wird und der Planungshorizont von bis zu 20 Jahren
erhalten bleibt. Somit wird in dieser Fallstudie eine starke Zunahme der installier-
ten Leistung an EE abgebildet.

Ein Uberblick tiber die installierten Leistungen der EE sowie der Last und Residu-
allast erfolgt in Tabelle 6-1. Als Datengrundlage fir die Residuallasten wurde das
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stochastische Modell aus Kapitel 3 verwendet. Bei den EE zeigt sich der hohe
Zuwachs auf 296 % bezogen auf den Ausgangswert von 2014.

Wie aus Tabelle 6-1 deutlich wird, nimmt die minimale Residuallast im Netz ab-
solut auf 347 % zu und ist damit eine starkere Zunahme als die installierte Leis-
tung von EE. Dies kann auf den hohen Zubau an Windkraft zuriickgefthrt werden,
da dieser eine héhere Gleichzeitigkeit besitzt als die PV. Aufgrund der Volatilitat
der EE zeigt sich auch, dass der Anteil der EE am Stromverbrauch nur geringer
zunimmt als die Residuallast. Die negative Residuallast im 2020 Szenario ist ab-
solut grof3er als die maximale Residuallast, daher kann davon ausgegangen wer-
den, dass hohere Netzbelastungen im Falle einer hohen Einspeisung aus EE auf-
treten werden. Eine Aussage uber die Auftrittswahrscheinlichkeiten ist aufgrund
der Zahlen in Tabelle 6-1 nicht moglich und erfolgt durch einen Vergleich zwi-
schen der konventionellen und probabilistischen Betrachtung der Eingangsinfor-
mationen.

Tabelle 6-1: Veranderungen der Versorgungsaufgabe in der Planungsstudie des realen
Netzes
Absolute
2014 2020 Zunahme
auf

Max. Last 1.119 MW 1.136 MW 102 %
Inst. PV-Leistung 890 MW 1.891 MW 212 %
Inst. Windleistung 332 MW 1.730 MW 521 %
Inst. EE-Leistung 1.222 MW 3.621 MW 296 %
Max. Residuallast 1029 MW 1026 MW 100 %
Min. Residuallast -783 MW -2721 MW 347 %
Jahrliche Energie aus EE 1.909 GWh 5.845 GWh 306 %
Jahrlicher Anteil EE am Stromverbrauch 29,97 % 92,38 % 308 %

6.2.2 Analyse der Eingangsinformationen

Durch die stochastische, zeitreihenbasierte Modellierung der Eingangsinformati-
onen aus Kapitel 3 kénnen die Auftrittswahrscheinlichkeiten der Wirkleistungen
an den Umspannwerken sowie deren zeitlichen Verlaufe detailliert nachgebildet
und analysiert werden. Hierfur zeigt Abbildung 6-3 ein zeitlich aufgeldstes Histo-
gramm fir ein Umspannwerk mit den Szenarien aus Tabelle 6-1. Dabei ist ein
Umspannwerk ausgewahlt worden, bei dem ein reprasentativer Zubau fur das ge-
samte Netz erfolgt. In Abbildung 6-3 entspricht die Farbskala der Auftrittswahr-
scheinlichkeit, wobei bei den weil3en Gebieten keine Werte auftreten. Abbildung
6-3 ermoglicht es einerseits zu analysieren, zu welchen Zeitpunkten Extremwerte
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auftreten als auch deren Auftrittswahrscheinlichkeiten abzuleiten. Wie deutlich
wird, sorgt der Ausbau der EE hauptséachlich fir eine deutlich héhere Rickspei-
sung an diesem UW (Grafik im Verbraucherzahlpfeilsystem). Hingegen sinkt der
maximale Verbrauch nur minimal. Wie die konventionellen Netzauslegungsfalle
in Abbildung 6-3 zeigen, wird im Einspeisefall die maximale Rickspeisung in der
konventionellen Verteilnetzplanung nicht abgebildet, dies kann bei der Netzpla-
nung zu einer Unterdimensionierung fuhren.
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Abbildung 6-3: Zeitlich aufgel6stes Histogramm der Wirkleistung an einem Umspannwerk fir

das Szenario 2014 (links) und 2020 (rechts) inklusive der konventionellen Aus-
legungsféllen (rote Linien)

Der Spitzenkappung liegt die Pramisse zu Grunde, dass aufgrund der Volatilitat
mit einer geringen Energie die maximale Einspeiseleistung deutlich reduziert wer-
den kann. Um zu prufen, ob dieser Effekt auch bei einer Uberlagerung von EE
und Last an einem HS-Umspannwerk auftritt, erfolgt in Abbildung 6-4 eine Dar-
stellung der Histogramme fiir das bereits gezeigte Umspannwerk und die beiden
Szenarien. Dabei wird deutlich, dass hohe Rickspeisungen mit nur einer sehr
geringen Auftrittswahrscheinlichkeit auftreten. Somit kann davon ausgegangen
werden, dass auch in der HS-Ebene mit einer Spitzenkappung der Netzausbau-
bedarf deutlich reduziert werden kann. Zusatzlich zeigt Abbildung 6-4 noch das
Histogramm der Messdaten aus 2014, wodurch die hohe Abbildungsgenauigkeit
des Modells aus Kapitel 3 nochmals verdeutlicht wird.
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Abbildung 6-4: Vergleich der Histogramme der Wirkleistungen an einem Umspannwerk

6.3 Validierung der Linearisierungen

Zunachst erfolgt im Rahmen der Fallstudie eine Validierung der Linearisierung
der Ausfallanalyse analog zu Kapitel 4.4.2. Hierfur wurde als Linearisierungspunkt
wiederum POLeitung-¢= 0 MW und APy =1 MW gewahlt, da dieser nach Kapitel 4.4.3
den geringsten Fehler tGber einen grofRen Bereich der Leistungsflisse aufweist.
In Abbildung 6-5 a) sind die Differenzen der Auslastungen im (n-1)-Zustand des
Netzes als Boxplot Giber den Zeitraum eines Jahres dargestellt. Die Auslastungen
entsprechen dabei dem Verhaltnis des Leitungsstromes zum thermischen Grenz-
strom und stellen fiir die Netzplanung im HS-Netz die auslegungsrelevante GrolRe
dar. Die Leitungen sind dabei nach ihrer maximalen Auslastung in den konventi-
onellen Auslegungsfallen sortiert. Diese Sortierung wird ebenfalls in den nachfol-
genden Kapiteln angewandt und dient somit einer Vergleichbarkeit der einzelnen
Leitungen. Zusatzlich werden damit die am starksten belasteten Leitungen be-
trachtet, da diese die hochsten Fehler bei der Linearisierung aufzeigen werden,
wie dies bereits in Kapitel 4.3.2 gezeigt wurde. In Abbildung 6-5 a) zeigt sich an-
hand der blauen Boxen, dass der Fehler Uber das Jahr sehr haufig nur wenige
Prozentpunkte der Leitungsauslastung betragt. Jedoch zeigen insbesondere die
Leitungen Nr. 3 und 4 héhere Differenzen von bis zu 25 Prozentpunkten. Eine
negative Differenz bedeutet an dieser Stelle, analog zur Analyse in 4.4.2, dass
die genaue Ausfallanalyse mit Newton-Raphson kleinere Werte als die lineare
Methode liefert. Um detaillierter zu analysieren, bei welchen Leistungsfliissen die
Fehler auftreten, sind in Abbildung 6-5 b) die Differenzen der Leitungsauslastun-
gen im (n-1)-Zustand Uber den Leitungsauslastungen dargestellt.
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Abbildung 6-5: Differenz der Leitungsauslastung im (n-1)-Zustand zwischen Newton-

Raphson und ACLODF-Methode der betrachteten Netzgruppe

Analog zur Analyse am 5-Knoten-Testsystem, steigen die Differenzen mit zuneh-
menden Auslastungen an. Es zeigt sich, dass die grof3ten Differenzen bei Leitung
Nr. 4 bei einer Auslastung von ca. 400 % auftreten. Im Rahmen der Netzplanung
besteht die Aufgabe stets darin, eine Netztopologie zu entwickeln, welche 100 %
Leitungsauslastung im (n-1)-Zustand nicht Uberschreitet. Daher ist der Fehler bei
dieser Leitungsauslastung von besonderem Interesse. Wie Abbildung 6-5 zeigt,
liegt der Fehler bei einer Leitungsauslastung von 100 % unter 6 %.

Auffallend in Abbildung 6-5 b) ist Leitung Nr. 6, welche hohe Differenzen bei ge-
ringen Leistungsflissen aufzeigt. Diese kdnnen auf die Modellierung von Lastum-
schaltungen, wie in Abschnitt 4.4.1.5 beschrieben, zurtickgefuihrt werden. In der
gezeigten Analyse ist die Ausfallanalyse der Newton-Raphson Methode mit einer
kommerziellen Netzberechnungssoftware durchgefiihrt. Diese bietet nur eine ver-
einfachte Mdglichkeit zur Abbildung von Lastumschaltungen. Die grof3en Fehler
bei Leitung Nr. 6 kdnnen daher auf unterschiedliche Modellierungen und nicht auf
die Ungenauigkeit der Linearisierung zurtickgefuihrt werden. Die hohen Differen-
zen bei Leitung Nr. 7 besitzen denselben Hintergrund, da die beiden Leitungen
parallel zueinander sind.

Eine Sensitivitatsanalyse der Linearisierungspunkte erfolgt anhand des realen
Netzmodells nicht erneut, da hier die Ergebnisse identisch zum 5-Knoten-Test-
system sind. Somit l&sst sich als Fazit der Validierung festhalten, dass der Fehler
bei Verwendung der Linearisierungen unter 6 %, bei einer Leitungsauslastung
von 100%, liegt und diese im Folgenden fir alle Berechnungen herangezogen
wird.
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6.4 Konventionelle Netzplanung

Als VergleichsgrofR3e fur die Analyse der probabilistischen Verteilnetzplanung wird
stets die konventionelle Netzplanung herangezogen. Dafur sind mit derselben
Prognose fur den Zubau der EE die deterministischen Auslegungsszenarien ge-
bildet und mittels der linearen Ausfallanalyse aus Kapitel 4 die Leistungsflisse
berechnet worden. In Abbildung 6-6 sind fir das Szenario 2020 der Hochlast- und
Einspeisefall getrennt dargestellt, wahrend fur das Jahr 2014 nur das Maximum
aus beiden Fallen gezeigt wird. Deutlich wird, dass nahezu alle Leitungen im Ein-
speisefall hohere Leitungsauslastungen als im Hochlastfall besitzen. Dies zeigt
deutlich, dass das Netz starker belastet ist, wenn eine hohe Einspeisung von EE
erfolgt. Da die technische Grenze von 100 % Leitungsauslastung von sehr vielen
Leitungen uberschritten wird, bestatigt dies den hohen Netzausbaubedarf in die-
ser Netzgruppe, wie er auch in [3] ermittelt wurde. Auffallend ist ebenfalls, dass
selbst fir das Jahr 2014 Uberlastungen auftreten, welche den Handlungsbedarf
fur diese Netzgruppe nochmal deutlich aufzeigen. Die maximale Leitungsauslas-
tung im (n-1)-Fall aus Abbildung 6-6 wird fir alle weiteren Vergleiche mit der pro-
babilistischen Verteilnetzplanung herangezogen.
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Abbildung 6-6: Vergleich der konventionellen Netzplanung fur das Szenario 2014 und 2020
(Leitungen nach dem Einspeisefall 2020 sortiert)

6.5 Probabilistische Verteilnetzplanung ohne flexible
Erzeugung

Zunachst wird der Einsatz von flexibler Erzeugung in Form der Spitzenkappung
nicht betrachtet. Im Vordergrund dieser Betrachtung steht der Vergleich des pro-
babilistischen Ansatzes mit der konventionellen Netzplanung. Dartber hinaus er-
folgt eine Bewertung des Risikos zur Fehldimensionierung bei Verwendung einer
Jahressimulation anstatt einer probabilistischen Lastflussrechnung anhand des



6 Fallstudie eines realen Hochspannungsnetzes 97

Szenarios 2020. Zusatzlich wird die Netzplanung bei niedriger Durchdringung mit
EE anhand des Szenarios 2014 analysiert.

6.5.1 Vergleich mit konventionellem Ansatz fur das Szenario 2020

Um zu tberprifen, ob mit der konventionellen Netzplanung Unter- bzw. Uberdi-
mensionierungen der Leitungen resultieren, werden zunachst die Leitungsauslas-
tungen im (n-1)-Zustand des Netzes fir das Szenario 2020 analysiert. Dafir sind
in Abbildung 6-7 die Leitungsauslastungen der 20 am starksten ausgelasteten
Leitungen, sortiert nach der konventionellen Netzplanung, dargestellt. Uberlagert
zeigt Abbildung 6-7 die Ergebnisse der probabilistischen Netzplanung, bei der fur
die einzelnen Typtage und Jahreszeiten jeweils 1000 Tage berechnet worden
sind. Da eine MC-Simulation ein zufalliger Prozess ist, wurde Uberprift, ob 1000
Tage pro Kategorie eine ausreichende Anzahl an Wiederholungen sind. Hierfar
wurden Simulationen mit einer noch héheren Anzahl an Wiederholungen, insge-
samt wurden pro Typtag und Jahreszeit 2500 Tagesprofile verwendet, durchge-
fuhrt. Die Ergebnisse der Maxima jeder Leitung zeigten dabei vernachlassigbare
Unterschiede, wodurch davon ausgegangen werden kann, dass mit einer Wieder-
holung von 1000 Tagen alle Extremfalle abgebildet werden.

In Abbildung 6-7 wird deutlich, dass mit der konventionellen Netzplanung stets
niedrigere Leitungsauslastungen im (n-1)-Zustand abgebildet werden. Dadurch
l&sst sich folgern, dass die konventionelle Netzplanung bei einer hohen Durch-
dringung an EE die Extremfalle nicht ausreichend abbildet, wodurch die Gefahr
von Unterdimensionierungen der einzelnen Leitungen resultiert. Wie jedoch an-
hand des 99. Perzentils deutlich wird, bildet die konventionelle Netzplanung hau-
fig Leitungsauslastungen ab, welche Uber diesem Perzentil liegen. Das
99. Perzentil entspricht dem Auslastungswert, welcher in 99 % der Zeitpunkte un-
terschritten wird. Im Umkehrschluss kann somit das Risiko fir eine Unterdimen-
sionierung bei diesen wenigen Leitungen auf unter 1 % bewertet werden. Die Vo-
raussetzung dafir ist, dass es das Ziel der Netzplanung ist, die Leitungen auf alle
moglichen maximalen Lastfalle auszulegen.

Die Wahrscheinlichkeit, dass hohere Leitungsauslastungen auftreten als in der
konventionellen Netzplanung ermittelt, ist zwar gering, jedoch ist deren Uber-
schreitung sehr hoch. So bildet die konventionelle Netzplanung beispielsweise bei
Leitung Nr. 8 eine um 140 % niedrigere Leitungsauslastung ab. Dies wirde zu
einem zu geringen Leitungsausbau fuihren, welcher unter der Annahme einer rich-
tigen Prognose des Zubaus an EE zu einer Verletzung des (n-1)-Kriteriums in
2020 fuhren konnte und somit keine hinreichende Versorgungszuverlassigkeit
mehr gewahrleistet werden kann. Auffallend in Abbildung 6-7 ist ebenfalls die
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hohe Differenz zwischen den Maxima und dem 75. Perzentil. Diese grol3e Diffe-
renz kann auf die volatile Einspeisung aus EE zurlickgefuhrt werden, wie bereits
in Abbildung 6-4 gezeigt wurde. Aufgrund dieser grof3en Differenz kann davon
ausgegangen werden, dass eine Spitzenkappung ein hohes Potential zur Redu-
zierung des Netzausbaus besitzt.
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Abbildung 6-7: Vergleich der Leitungsauslastung im (n-1)-Zustand zwischen konventioneller
und probabilistischer Verteilnetzplanung im Szenario 2020, berechnet mit der
ACLODF-Methode

Um die Unterdimensionierungen genauer zu analysieren, zeigt Abbildung 6-8 ein

zeitlich aufgeléstes Histogramm fir Leitung Nr.1 & Nr. 8. Anhand der deutlichen

Erhéhung um die Mittagszeit kann auf eine hohe Einspeisung von PV geschlos-

sen werden. Wie der Vergleich mit den konventionellen Auslegungsfallen zeigt,

bildet der Einspeisefall dies zu gering ab. Dies kann an einem zu geringen Gleich-
zeitigkeitsfaktor fur die PV liegen. Da jedoch bei Leitung Nr. 8 (rechts in Abbildung

6-8) auch zu den Nachtstunden eine hohere Auslastung auftritt, ist dies zusatzlich

auf einen zu hohen Energieverbrauch im Einspeisefall zurtickzufuhren. Dies ver-

deutlicht, dass die Auswahl der Auslegungsfalle bei der konventionellen Netzpla-
nung entscheidend ist. Da die Unterschiede zwischen konventioneller und proba-
bilistischer Methode in Abbildung 6-7 sehr unterschiedlich fir die einzelnen Lei-
tungen sind, kann festgehalten werden, dass zwei Auslegungsfélle fur die hohe

Durchdringung an EE unzureichend sind, wie dies auch in [6]%* aufgezeigt wurde.

Die probabilistische Verteilnetzplanung ist daher vorteilhaft, da im Rahmen der

Netzplanung das Risiko zu Fehldimensionierungen minimiert werden kann.

20 Die vorgestellte Methodik ist ein Beitrag des Autors dieser Arbeit.
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Abbildung 6-8: Vergleich der konventionellen Auslegungsfalle mit den probabilistischen Er-
gebnissen anhand Leitung Nr. 1 (links) und Leitung Nr. 8 (rechts)

6.5.2 Risiko zur Unterdimensionierung bei Jahressimulation

Wie bereits in Abschnitt 2.5 beschrieben, ist der grol3e Vorteil bei einer PLF die
Abbildung aller Extremfalle. Bei einer Jahressimulation kann dies nicht sicherge-
stellt werden, da die Anzahl der Tage zu gering sein kann, um alle Extremfélle
abzubilden. Daher wird nachfolgend geprift, welche Leitungsauslastungen bei ei-
ner Jahressimulation ermittelt werden und welches Risiko zur Unterdimensionie-
rung daraus entsteht.

In Abbildung 6-9 ist der Vergleich der Boxplots zwischen einer probabilistischen
Simulation, wie im vorangegangen Abschnitt verwendet, und einer Jahressimula-
tion dargestellt. Die Unterschiede beider Berechnungen liegen in der Anzahl der
berechneten Tage. Wahrend bei der Jahressimulation 365 Tage berechnet wur-
den, erfolgte bei der PLF eine Berechnung von je 1000 Tage in den einzelnen
Kategorien (Sommer, Winter, Ubergangszeit sowie Werktage, Samstag, Sonn-
und Feiertage). Wie in Abbildung 6-9 deutlich wird, zeigen sich Unterschiede in
den Maxima der Leitungsauslastungen im (n-1)-Zustand. Beim Mittelwert und
dem 25/75 Perzentil sind nur minimale Unterschiede zu erkennen. Wie deutlich
wird, bildet die Jahressimulation niedrigere Maxima im Bereich von bis zu 35 %
der Leitungsauslastung ab.
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Abbildung 6-9: Vergleich der Boxplots zwischen einer probabilistischen Simulation mit je 1000
Tage pro Kategorie und einer Jahressimulation

Da die Modellierung der Eingangsinformationen aus Kapitel 3 ein zufalliger Pro-
zess ist, gilt es zu Uberprifen, ob die Ergebnisse einer Jahressimulation reprodu-
zierbar sind. Hierfur wurden insgesamt 10 Jahressimulationen getrennt voneinan-
der mit zufallig erzeugten Eingangsdaten durchgefiihrt. Da fir die Netzplanung
die Maxima der Leitungsauslastung im Vordergrund stehen, sind diese in Abbil-
dung 6-10 a) dargestellt. Dabei sind zusatzlich zu den Ergebnissen der PLF die
Mittelwerte und Standardabweichungen der Maxima aus den 10 Jahressimulati-
onen dargestellt. Analog zu Abbildung 6-9 werden die Maxima im Mittel bei der
Jahressimulation zu gering abgebildet. Jedoch zeigt die geringe Standardabwei-
chung, dass die Ergebnisse bei einer Jahressimulation nur eine sehr geringe
Schwankungsbreite aufweisen. Zusatzlich zeigt Abbildung 6-10 b) noch den Wert
des Perzentils, welcher durch die Jahressimulationen abgebildet wird. Dabei wird
deutlich, dass die Maxima der Jahressimulation im Mittel das 99,99 Perzentil ab-
bilden. Demnach kann das Risiko fir eine Unterdimensionierung bei Verwendung
einer Jahressimulation auf ca. 0,01 % abgeschatzt werden. Somit kann bei einer
Jahressimulation von einer hinreichenden Genauigkeit fir die probabilistische
Verteilnetzplanung ausgegangen werden, welche auch im Weiteren nur noch be-
trachtet wird. Insbesondere fur die Anwendung der Spitzenkappung und die Be-
rechnung der abgeregelten Energien besitzen diese geringen Auftrittswahr-
scheinlichkeiten keinen Einfluss.
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Abbildung 6-10:  Vergleich zwischen 10 Simulationen mit der Dauer Uber ein Jahr und einer
probabilistischen Simulation mit je 1000 Tage pro Kategorie der Typtage

6.5.3 Analyse der Zeitdauern und Uberlastungswahrscheinlichkeiten

Durch die probabilistische Verteilnetzplanung werden zusatzliche Informationen
uber die Belastungen im Netz des betrachteten Zukunftsszenarios gewonnen,
welche in der konventionellen Netzplanung nicht abgebildet werden. Insbeson-
dere bietet die probabilistische Verteilnetzplanung die Méglichkeit neben den
Wahrscheinlichkeiten fur hohe Leitungsauslastungen auch deren Dauer zu ermit-
teln. Mithilfe der Auftrittswahrscheinlichkeiten einzelner Leitungsauslastungen
kénnen Netzbetreiber beispielsweise ein eigenes Risiko zur Dimensionierung de-
finieren, in dem sie einen Netzausbau nicht bis zum absoluten Maximum, sondern
nur bis zu einem definierten Perzentil vornehmen. Erfolgt z.B. ein Netzausbau nur
bis zum 99. Perzentil, so geht der Netzbetreiber das Risiko ein, dass in 1 % der
Zeitpunkte in dem betrachteten Zukunftsszenario sein Netz keine (n-1)-Sicherheit
aufweist, sofern die Prognose der EE fehlerfrei ist. Wiirden diese Uberlastungen
eintreten, musste zu diesen Zeitpunkten der Netzbetreiber aktiv eingreifen, um
die geforderte (n-1)-Sicherheit einzuhalten.

Zur Bewertung derartiger Risiken bietet die probabilistische Verteilnetzplanung
zusatzlich die Information, wie lange derartige Betriebszustande anliegen. Dies
ermoglicht dem Netzbetreiber eine Uberprifung, ob seine Betriebsmittel diese zu-
satzlichen Belastungen uberstehen, ohne Schaden zu nehmen. So ist es bei-
spielsweise bei Kabeln und Freileitungen mdglich, diese kurzfristig mit einem ho-
heren Strom als deren Nennstrom zu belasten, da dieser durch die Erwarmung
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des Leitermaterials begrenzt ist [110]. Aufgrund von thermischen Kapazitaten er-
folgt diese Erwarmung zeitlich verzogert und bietet somit die Moglichkeit einer
kurzfristigen Uberlastung. Somit kann mithilfe der probabilistischen Verteilnetz-
planung ebenfalls der Einsatz neuer Technologien wie z.B. dem Freileitungsmo-
nitoring bewertet werden.

Zur Analyse sind in Abbildung 6-11 die mittlere und minimale Leitungsauslastung
uber der Dauer und der Auftrittswahrscheinlichkeit dargestellt. Hierfir wurde der
gleitende Mittelwert bzw. das gleitende Minimum Uber einen Zeitraum berechnet
und zusatzlich betrachtet, wie wahrscheinlich derartige Zustande sind.
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Abbildung 6-11:  Mittlere und minimale Leitungsauslastung im (n-1)-Zustand von Leitung Nr. 1
dargestellt Uber der Zeitdauer und Auftrittswahrscheinlichkeit

In Abbildung 6-11 b) ist das gleitende Minimum dargestellt, um zu Gberprifen, wie
lange eine definierte Leitungsauslastung vorliegt. Der gleitende Mittelwert dient
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zur Betrachtung von Erwarmungsprozessen der Leitungen, da somit in Naherung
die Verlustenergie abgeschatzt werden kann. Auffallend in Abbildung 6-11 ist,
dass die mittlere Leitungsauslastung fir bis zu 4 Stunden nahezu konstant ist,
was darauf schlieRen lasst, das hohe Belastungen auch mindestens diese Zeit
anliegen. Dartber hinaus zeigt sich Uber die Zeitdauer eine geringere Abnahme
der Leitungsauslastung gegenuber der Auftrittswahrscheinlichkeit. Dies bedeutet,
dass hohe Leitungsauslastungen zwar sehr selten auftreten, jedoch aufgrund der
hohen installierten Windleistung auch tber die Dauer eines Tages eine hohe Er-
warmung der Leitung verursachen kénnen.

Gegenteilig dazu ist das gleitende Minimum in Abbildung 6-11 b), da bei diesem
eine eindeutige Erh6hung von ca. 8 Stunden ersichtlich ist. Dies kann auf die PV-
Leistung aus den Mittagsstunden zurtickgefuihrt werden. Dies zeigt, dass hohe
Netzbelastungen eine langere Zeit anliegen. Somit lasst sich ableiten, dass ein
definiertes Risiko, wenn die Dimensionierung nicht bis zum Maximum erfolgt, den
Netzausbau starker reduzieren kann, als wenn eine bestimmte Zeitdauer einer
Uberlastung toleriert wird.

6.5.4 Vergleich mit konventionellem Ansatz fir das Szenario 2014

Da das Szenario 2020 eine sehr hohe Durchdringung an EE besitzt, wie in Tabelle
6-1 dargestellt, erfolgt in diesem Abschnitt ein Vergleich zwischen einer Jahressi-
mulation und der konventionellen Netzplanung fur das Szenario 2014. Dabei wird
uberpruft, welchen Einfluss die hohe Durchdringung an EE auf die Unterdimensi-
onierungen mittels der konventionellen Netzplanung hat. In Abbildung 6-12 sind
die Leitungsauslastungen im (n-1)-Zustand fir das Szenario 2014 analog zu Ab-
bildung 6-7 dargestellt. Die Sortierung der Leitungsnummern ist dabei identisch.
Die Leitungen, welche in Abbildung 6-12 keine Leitungsauslastungen besitzen,
entsprechen Teilsegmenten einer Leitung, welche durch den Anschluss von ge-
planten Windparks auftreten. Wird beispielsweise ein Windpark direkt im 110 kV-
Netz angeschlossen, so kann es sein, dass eine bestehende Leitung in zwei Seg-
mente aufgeteilt wird. Da im Szenario derartige Windparks noch nicht vorhanden
sind, kann es passieren, dass manche Leitungssegmente im Szenario 2014 noch
nicht vorhanden sind.

Bei einigen Leitungen in Abbildung 6-12 zeigt sich, wie im Szenario 2020, eine
deutliche Unterdimensionierung bei konventioneller Netzplanung. Auffallend ist
jedoch auch, dass z.B. bei Leitung Nr. 1 die Maxima sehr gut Ubereinstimmen.
Diese Leitung ist in Zeiten von hohen Energieverbrauchen stark ausgelastet, wo-
raus folgt, dass der Hochlastfall weiterhin eine gute Approximation darstellt. Wie
jedoch in Abbildung 6-7 deutlich wird, resultieren hohe Leitungsauslastungen zu-
kunftig durch eine hohe Einspeisung an EE.
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Als besonders kritisch ist der konventionelle Ansatz fur die Anschlussuberprifung
neuer Windparks bzw. Photovoltaikanlagen anzusehen. Betrachtet man die Lei-
tungen Nr. 2-5, so fallt die deutliche Unterdimensionierung auf. Im Fall einer An-
frage fUr den Anschluss an Erzeugungsanlagen an diesen Leitungen wirde der
Netzplaner die konventionellen Auslegungsfélle mit dem zusatzlichen Windpark
Uberprifen. Die deutlich niedrigere Leitungsauslastung konnte dazu fuhren, dass
weitere Erzeugungsanlagen an diese Leitung angeschlossen wirden, obwohl die
Transportkapazitat nicht ausreichend ist. Dies zeigt, dass fur die Anschlussuber-
prufung von Erzeugungsanlagen die probabilistische Verteilnetzplanung unum-
ganglich ist, da ansonsten Uberlastungen drohen.
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Abbildung 6-12:  Vergleich zwischen konventionellem Ansatz und Jahressimulation fur das Sze-
nario 2014

6.6 Anwendung der Spitzenkappung

Um das Potential zur Reduzierung des Netzausbaus durch die Spitzenkappung
anhand des realen Netzmodells zu analysieren, erfolgt in diesem Abschnitt eine
Anwendung der beiden Methoden zur Spitzenkappung aus Kapitel 5. Zusatzlich
dazu erfolgt noch ein Vergleich mit einer pauschalen Spitzenkappung bei der die
bundeseinheitlichen Reduktionsfaktoren aus [83] angewandt wurden. Fur die Er-
neuerbaren Energien wird das Szenario 2020 angenommen. Da sehr hohe Lei-
tungsauslastungen im (n-1)-Zustand auftreten, wie in Abbildung 6-7 gezeigt, kann
davon ausgegangen werden, dass eine Begrenzung auf 100 % Leitungsauslas-
tung mit den 3 % abgeregelter Energie nach dem EnWG [9] nicht méglich ist.
Daher wird beim Optimierungsmodell keine Grenze fir die abgeregelte Energie
vorgegeben und die notwendige minimale Energiemenge wird im Rahmen der
Simulation ermittelt.
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6.6.1 Analyse der Leitungsauslastungen im Ausfallzustand

In Abbildung 6-13 erfolgt ein Vergleich der Leitungsauslastungen im (n-1)-Zu-
stand zwischen den Methoden zur Spitzenkappung und dem Ergebnis ohne Spit-
zenkappung. Hierbei sind die 10 am starksten ausgelasteten Leitungen analog zu
Abbildung 6-7 dargestellt. Wie dabei deutlich wird, ermdglicht die Einsatzreihen-
folge und das Optimierungsmodell eine Reduzierung auf den geforderten Grenz-
wert. Vergleicht man insbesondere die Ergebnisse der Einsatzreihenfolge und
des Optimierungsmodells, so fallen bei sehr vielen Leitungen, insbesondere bei
Leitung Nr. 2, die deutlich erhéhten Leitungsauslastungen beim 75. Perzentil auf.
Hierbei zeigt sich verstarkt das bereits in Abschnitt 5.4 beschriebene Problem,
dass bei Verwendung der Methode mit der heuristischen Einsatzreihenfolge ein-
zelne Leitungen zu stark reduziert werden. Dies ist darauf zurtickzufiihren, dass
bei der Einsatzreihenfolge eine Reduzierung der Einspeiseleistung immer nur fir
eine Leitung und Ausfallzustand gleichzeitig betrachtet wird. Sind dabei mehrere
Leitungen in einem Netz Uberlastet, kann dies dazu flihren, dass die Leitungen zu
stark entlastet werden.
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Abbildung 6-13:  Vergleich der Leitungsauslastung dargestellt als Boxplot im (n-1)-Zustand zwi-
schen den Methoden der Spitzenkappung
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Die pauschale Spitzenkappung in Abbildung 6-13 zeigt zwar eine Reduzierung
der maximalen Leitungsauslastung im (n-1)-Zustand, jedoch kann damit der
Grenzwert nicht eingehalten werden. Dies kann auf deren Funktionsweise, wie in
Abschnitt 5.1.1 beschrieben, zuriickgeflhrt werden. Bei einer pauschalen Spit-
zenkappung wird die maximale Einspeiseleistung begrenzt, um eine definierte
Grenze der abgeregelten Energie einhalten zu konnen. Aufgrund der Uberlage-
rung mit den Energieverbrauchen ist es damit nicht moglich eine Grenze der Lei-
tungsauslastung einzuhalten. Zuséatzlich sind die Leitungsauslastungen zu hoch,
damit die bundeseinheitlichen Reduktionsfaktoren nach [83] ausreichen, um die
geforderte Grenze der Leitungsauslastung einhalten zu kénnen. Diese Nachteile
der pauschalen Spitzenkappung Uberwiegen deren einfache Implementierung.
Daher wird nachfolgend die pauschale Spitzenkappung nicht weiter betrachtet.

Um die zu starke Entlastung der Leitungen durch die heuristische Einsatzreihen-
folge zu verdeutlichen, zeigt Abbildung 6-14 die Histogramme der Leitungen Nr.
1 und 2. Die zu starken Entlastungen zeigen sich bei der erhéhten Wahrschein-
lichkeit der Einsatzreihenfolge bei 20 %-60 % der Leitungsauslastung bei Leitung
Nr.1 bzw. 40 %-80 % bei Leitung Nr. 2. Auffallend beim Optimierungsmodell ist
hingegen die deutlich erhohte Wahrscheinlichkeit beim Grenzwert von 100 %.
Insbesondere bei Leitung Nr. 2 liegt die Auftrittswahrscheinlichkeit hier bei 23 %.
Wie Abbildung 6-13 jedoch zeigt, ist bei dieser Leitung das 75. Perzentil Gber dem
Grenzwert von 100 % Leitungsauslastung. Da die Auftrittswahrscheinlichkeit
beim Optimierungsmodell jedoch mit 23 % geringer ist, lasst sich daraus schlie-
Ren, dass eine energieminimale Reduzierung der Einspeiseleistung von EE auch
bei einzelnen Leitungen fur Auslastungen kleiner der maximal moglichen 100 %
im (n-1)-Zustand fihren kann. Dieser Effekt kann auf die komplexe Netztopologie
mit vielen Maschen zurtckgefuhrt werden.
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Um zu verdeutlichen, dass das Optimierungsmodell eine Begrenzung auf den
Grenzwert von 100 % Leitungsauslastung im (n-1)-Zustand ermdglicht, zeigt Ab-
bildung 6-15 einen beispielhaften Tagesverlauf der Leitungen Nr. 1 & 2. Zusatz-
lich dazu sind noch die zeitlichen Verlaufe der Wirkleistung zweier Umspann-
werke, welche Uber die Leitungen versorgt werden, dargestellt. Wie anhand Ab-
bildung 6-15 a) und b) deutlich wird, erfolgt beim Optimierungsmodell eine kon-
stante Begrenzung auf den Grenzwert von 100 % der Leitungsauslastung im
(n-1)-Zustand. Hingegen wird bei der heuristischen Einsatzreihenfolge der Grenz-
wert zwar nicht Uberschritten, jedoch treten nur selten Leitungsauslastungen
gleich dem Grenzwert auf. Zu den Zeitpunkten bei denen bei der Einsatzreihen-
folge eine Leitungsauslastung unterhalb des Grenzwertes auftritt, ist somit die
Abregelung von EE-Anlagen zu hoch.
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Abbildung 6-15:  Vergleich der Spitzenkappung anhand eines beispielhaften Tagesverlaufs

Um dies zu verdeutlichen, zeigen die beiden Grafiken Abbildung 6-15 c¢) und d)
die Wirkleistungen von zwei Umspannwerken. Bei den UW Wirkleistungen ist ein
Energieverbrauch positiv definiert, somit entsprechen negative Werte einer Ein-
speisung in das 110kV-Netz. Besonders bei dem UW in Abbildung 6-15 c) wird
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deutlich, dass die bei der Einsatzreihenfolge eine zu hohe Reduzierung der Ein-
speiseleistung erfolgt. Dabei ist die Reduzierung der Einspeiseleistung so hoch,
dass an diesem UW wieder ein Energieverbrauch erfolgt, wohingegen beim Op-
timierungsmodell weiterhin eine Einspeisung moglich ist. Beim UW in Abbildung
6-15 d) ist bei beiden Methoden zur Spitzenkappung eine dhnliche Reduzierung
der Einspeiseleistung zu erkennen. Daraus folgt, dass an diesem Umspannwerk
die heuristische Einsatzreihenfolge nahe der energieminimalen Abregelung arbei-
tet.

Wie in [83] beschrieben, ist das Ziel der Spitzenkappung ,die effiziente Ausnut-
zung der Netzinfrastruktur®. Um die Effizienz zu steigern, muss somit die Netzinf-
rastruktur zu mehr Stunden im Jahr eine hohe Auslastung aufweisen, jedoch darf
der Grenzwert nicht Uberschritten werden. Um hierfir einen Vergleich zwischen
den Methoden zu ermdglichen, sind in Abbildung 6-16 die Jahresdauerlinien der
bereits beschriebenen Leitungen dargestellt. Darin wird erneut ersichtlich, dass
das Optimierungsmodell eine deutlich bessere Begrenzung auf den vorgegebe-
nen Grenzwert von 100 % der Leitungsauslastung im (n-1)-Zustand erreicht und
somit der Ausnutzungsgrad erhéht wird.
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Abbildung 6-16:  Jahresdauerlinien zum Vergleich der Methoden zur Spitzenkappung von Lei-
tung Nr. 1 (links) und Leitung Nr. 2 (rechts)
In der Kraftwerkstechnik wird der Ausnutzungsgrad ublicherweise mithilfe der
Volllaststunden verglichen. Diese geben die Anzahl der Stunden im Jahr an, mit
denen ein Kraftwerk mit Nennleistung betrieben werden misste, um seine jahrli-
che Energie in das Netz einzuspeisen. Eine analoge Betrachtung kann auch bei
den Leitungsauslastungen erfolgen. So zeigt sich beispielsweise bei Leitung Nr. 1
eine Steigerung der Vollaststunden von 3.892 h bei der Einsatzreihenfolge auf
4.887 h beim Optimierungsmodell. Wenn keine Spitzenkappung eingesetzt wird,
ist ein Netzausbau notwendig. So kann ein Vergleich der Vollaststunden in die-
sem Fall nur erfolgen, wenn davon ausgegangen wird, dass die Transportkapazi-
tat der Leitung mindestens auf deren maximale Leitungsauslastung erhéht wird.
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In diesem Fall werden 1.544 h Volllaststunden bei Leitung Nr. 1 erreicht. Somit
zeigt sich, dass durch den Einsatz der Spitzenkappung der Ausnutzungsgrad sig-
nifikant gesteigert werden kann.

6.6.2 Analyse der abgeregelten Energie

Bislang sind die Methoden zur Spitzenkappung lediglich auf ihre Auswirkungen
auf die Leitungsauslastungen im (n-1)-Zustand analysiert worden. Da jedoch im
EnWG [9] eine Grenze der abgeregelten Energie festgelegt ist, erfolgt in Abbil-
dung 6-17 eine Darstellung der abgeregelten Energie aus EE sowohl fur die ein-
zelnen Transformatoren bzw. EE-Anlagen als auch fir das gesamte Netz. Auffal-
lend bei der Betrachtung des gesamten Netzes ist, dass die abgeregelte Energie
mit 19,87 % bei der Einsatzreihenfolge und 10,17 % beim Optimierungsmodell
verhaltnismafig gering ist, betrachtet man die sehr starke Reduzierung der maxi-
malen Leitungsauslastungen im (n-1)-Zustand von 436 % auf 100 %. Eine Sortie-
rung der Transformatoren bzw. EE-Anlagen erfolgt abfallend derer abgeregelten
Energie bei Verwendung der Einsatzreihenfolge. Trotz der verhaltnismalig gerin-
gen Abregelung im gesamten Netz werden bei einzelnen Transformatoren bzw.
EE-Anlagen bis zu 60 % im Falle des Optimierungsmodells abgeregelt. Diese
hohe Abregelung einzelner Anlagen zeigt, dass ein Netzausbau in bestimmten
Teilen des HS-Netzes sinnvoll ist. Jedoch besitzen andere Anlagen niedrigere
Anteile der abgeregelten Energie, welche es eventuell ermdglichen einzelne
NetzverstarkungsmaRnahmen zu ersetzen. Eine Uberpriifung kann nur durch ei-
nen Vergleich mit Netzausbaumafnahmen in dem betroffenen Netzmodell erfol-
gen und ist in Abschnitt 6.7 genauer beschrieben. Zuvor erfolgt jedoch noch eine
Variation der Grenzwerte der maximalen Leitungsauslastung.
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Abbildung 6-17:  Prozentuale abgeregelte Energie der Transformatoren in den Umspannwer-
ken bzw. EE-Anlagen und im gesamten Netz fur eine Grenze der Leitungsaus-
lastung im (n-1)-Zustand
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6.6.3 Variation der Grenzwerte

Mithilfe der Erhéhung der Grenzwerte der maximalen Leitungsauslastung kann
analysiert werden, welche abgeregelte Energie im Netz notwendig ist, um die
Spitzen der Leitungsauslastungen zu verringern. Hierflr zeigt Abbildung 6-18 die
abgeregelte Energie im gesamten Netz aufgetragen tber den Grenzen der maxi-
malen Leitungsauslastung im (n-1)-Zustand. Auffallend dabei ist die konvexe
Form, welche zeigt, dass mit zunehmender Reduzierung der maximalen Leitungs-
auslastungen die abgeregelte Energie Uberproportional zunimmt. Markant ist
ebenfalls, dass beim Optimierungsmodell eine Reduzierung der maximalen Lei-
tungsauslastung auf bis zu 200 % mit weniger als 3 % abgeregelter Energie im
gesamten Netz madglich ist. Jedoch ist auch in diesem Fall keine Begrenzung ein-
zelner Anlagen auf diese abgeregelte Energie moglich. Dies zeigt das Ergebnis
mit der Energiegrenze von 3 %. Hierfur wurde in der Optimierung die Randbedin-
gung der Energiegrenze der einzelnen Anlagen aktiviert. In diesem Fall konnte
das Optimierungsproblem nur bis zu einer Grenze von 300 % der Leitungsaus-
lastung gelost werden. Daraus folgt, dass bei der Grenze von 200 % der Leitungs-
auslastung an einzelnen EE-Anlagen eine hdohere Abregelung erfolgen muss. Die
beiden Ergebnisse der Optimierungen zeigen nur minimale Unterschiede der ab-
geregelten Energien. Im Falle der Einhaltung der Energiegrenze einzelner Anla-
gen wird es moglich, dass sich die abgeregelte Energie erhdht, da nicht zu jedem
Zeitpunkt eine energieminimale Abregelung erfolgen kann. Wie jedoch an den
Ergebnissen aus Abbildung 6-18 deutlich wird, zeigen sich bei derart geringen
Abregelungen nur vernachlassigbare Unterschiede. Erfolgt dies in Kombination
mit einer Netzverstarkung, kénnen sich jedoch Unterschiede zwischen den Opti-
mierungen ergeben.
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6.7 Ermittlung des notwendigen Netzausbaus

Wie bereits gezeigt wurde, resultiert aus der Zunahme an EE eine Verletzung des
(n-1)-Kriteriums. Nach den heutzutage giltigen Planungsgrundsatzen [2] ware
der Verteilnetzbetreiber in diesem Fall verpflichtet, seine Ubertragungskapazitat,
Ublicherweise durch Netzausbau, zu erhéhen. Um zu vergleichen, in welchem
MalRe die Methoden zur Spitzenkappung den Netzausbau reduzieren kénnen, er-
folgt in diesem Abschnitt eine Ermittlung des notwendigen Netzausbaus. Daflr
werden dem Simulationsmodell sukzessive neue Leitungen hinzugefugt, bis keine
Verletzung des (n-1)-Kriteriums mehr vorliegt bzw. die abgeregelte jahrliche Ener-
gie an jeder Erzeugungsanlage unter 3 % liegt. Die Methodik zur Bestimmung der
NetzverstarkungsmalRnahmen wird nachfolgend beschrieben.

6.7.1 Methodik zur Bestimmung der Netzverstarkungsmalinahmen

Eine der Arbeitsphasen der technischen Analyse in der Verteilnetzplanung nach
Abbildung 2-5 ist die Planung neuer Netzstrukturen. Darin entscheidet der Netz-
planer, welche Leitungen in seinem Netz verstarkt bzw. ausgebaut werden mis-
sen. Diese Entscheidung hat sich am NOVA-Prinzip zu orientieren, welches eine
Netzoptimierung vor einer Netzverstarkung und einem Netzausbau vorsieht [35].
Aufgrund von lokalen Gegebenheiten, wie z.B. des Landschaftsbildes, Besiedlun-
gen oder auch Birgerproteste, ist die Planung von Netzstrukturen eine sehr indi-
viduelle Aufgabe in der auch Ublicherweise die Erfahrung des Netzplaners ein-
fliet. Um allgemeingiltigere Aussagen zu erreichen, erfolgt in dieser Arbeit ein
Ansatz angelehnt an [4], [10], [15]. Dabei werden die Leitungen gemalf ihrer ma-
ximalen Leitungsauslastung im (n-1)-Zustand verstarkt. Im Gesamtuberblick der
probabilistischen Verteilnetzplanung aus Abbildung 6-1 erfolgt die Ermittlung der
Netzverstarkung nach dem Ablauf aus Abbildung 6-19.
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Abbildung 6-19:  Ablaufplan zur Bestimmung der Netzverstarkungsmafinahmen

Wie in Abbildung 6-19 dargestellt, wird stets die Leitung verstarkt, welche die
hdchste Leitungsauslastung im (n-1)-Zustand hat. Dafir wird im Netzmodell eine
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parallele Leitung zu der am hdchsten ausgelasteten Leitung hinzugeflgt. Ist die
ausgewabhlte Leitung Teil eines MB, so wird das komplette MB parallel ausgebaut.
Die so ermittelten Netzverstarkungen entsprechen zwar nicht dem NOVA-Prinzip,
jedoch kann dadurch der Einfluss von lokalen Besonderheiten ausgeschlossen
werden.

In der bereits vorgestellten Fallstudie entspricht die erste Netzverstarkungsmal3-
name der Leitung Nr. 1 aus Abbildung 6-7. Anschliel3end zur Modellierung des
Netzausbaus werden die Leistungsflisse mit der zusatzlichen Leitung im Normal-
und Ausfallzustand erneut berechnet. Wird das (n-1)-Kriterium weiterhin verletzt,
so wird die nachste Leitung nach demselben Prinzip verstarkt. Der Ablauf wird so
lange wiederholt, bis keine Leitung eine Auslastung grof3er 100 % im (n-1)-Zu-
stand aufweist.

Bei Verwendung der Spitzenkappung kénnen die NetzverstarkungsmalRnahmen
nicht nach demselben Prinzip ermittelt werden, da die Spitzenkappung eine Be-
grenzung der Leistungsflisse, wie in Abbildung 6-13 gezeigt, auf den Grenzwert
von 100 % ermoglicht. Somit ware keine Detektion der Leitungen mehr mdglich,
welche das (n-1)-Kriterium verletzen. Die Notwendigkeit eines Netzausbaus be-
grindet sich bei Anwendung der Spitzenkappung aus einer abgeregelten jahrli-
chen Energie einer Erzeugungsanlage grofRer als 3 %. Um Netzverstarkungs-
mal3nahmen zu ermitteln, muss in diesem Fall auf eine Leitung zuriickgeschlos-
sen werden, deren Uberlastung eine hohe abgeregelte jahrliche Energie verur-
sacht. Dies ist jedoch nicht Teil dieser Arbeit und stellt einen ersten Ausblick fur
die Erweiterung der in dieser Arbeit entwickelten Methode zur probabilistischen
Verteilnetzplanung dar. Als Vereinfachung werden daher die Leitungen nach der-
selben Reihenfolge verstarkt, wie dies ohne Spitzenkappung ermittelt wurde.
Dadurch besteht jedoch die Mdglichkeit, dass der notwendige Netzausbau mit
Spitzenkappung nicht minimal ist und eine weitere Reduzierung des Netzausbaus
durch eine verbesserte Auswahl der Netzverstarkungsmaflnahmen mdaglich ist.

6.7.2 Vergleich zwischen Netzausbau und Spitzenkappung

Wie vorangegangen beschrieben, erfolgte im Netzmodell eine sukzessive Netz-
verstarkung. Dies ermdglicht, ohne die Anwendung einer Spitzenkappung, eine
Analyse, wie sich die Netzbelastungen verandern, wenn die Transportkapazitat
sukzessive erhoht wird. Hierfur ist in Abbildung 6-20 mit der blauen Linie die ma-
ximale Leitungsauslastung im (n-1)-Zustand auf der rechten y-Achse tUber dem
Netzausbau dargestellt. Wie zu erwarten ist, sinkt mit zunehmendem Netzausbau
die maximale Leitungsauslastung, da sich der Leistungsfluss durch das Hinzufu-
gen paralleler Leitungen aufteilt. Auffallend an den Ergebnissen ohne Spitzenkap-
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pung ist in Abbildung 6-20, dass sich die maximale Leitungsauslastung bei ein-
zelnen Netzverstarkungen erhoht. In diesen Fallen gibt es zwei parallele Leitun-
gen zwischen zwei Umspannwerken zum Transportnetz, welche durch Umspann-
werke zum MS-Netz unterteilt sind. Wird bei einem Leitungsabschnitt eine paral-
lele Leitung hinzugeflgt, so sinkt die Impedanz der gesamten Leitung zwischen
den Umspannwerken zum Transportnetz, wodurch der Leistungsfluss auf dieser
Leitung insgesamt erhoht wird. Wird nur die Transportkapazitat auf einem Ab-
schnitt erhoht, stellt sich auf einem anderen Leitungsabschnitt eine hohere Aus-
lastung ein.
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Abbildung 6-20:  Vergleich der abgeregelten jahrlichen und der maximalen Leitungsauslastung
im (n-1)-Zustand fiir einen Netzausbau

Wie aus Abbildung 6-20 deutlich wird, missen in dem betrachteten Netz insge-
samt 984 km neue Leitungen gebaut werden, wenn der Netzausbau nach der Me-
thode aus Abschnitt 6.7.1 erfolgt. Die untersuchte 110kV-Netzgruppe besitzt heut-
zutage eine Stromkreislange von 1109 km. Demnach muss die Stromkreislange

nahezu verdoppelt werden, um die zusatzliche Leistung an EE in das Netz zu
integrieren.

Die Anwendung einer pauschalen Spitzenkappung mit den bundeseinheitlichen
Reduktionsfaktoren nach [83] zeigt in Abbildung 6-20 leicht verringerte maximale
Leitungsauslastungen verglichen mit den Ergebnissen ohne Spitzenkappung.
Dies kann auf die leicht reduzierte maximale Einspeisung zurtickgefuihrt werden.
Wie die Ergebnisse in Abbildung 6-20 zeigen, ist mit pauschaler Spitzenkappung
ein Netzausbau von 885 km notwendig. Ab diesem Netzausbau treten bei der
pauschalen Spitzenkappung keine Uberlastungen mehr im (n-1)-Zustand auf. Der
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notwendige Netzausbau kann somit durch Anwendung einer pauschalen Spitzen-
kappung um 10 % reduziert werden.

Wird eine Spitzenkappung mit Einsatzreihenfolge eingesetzt, so nimmt mit dem
Netzausbau die abgeregelte jahrliche Energie ab, wie anhand der gelben Linie
auf der linken y-Achse in Abbildung 6-20 gezeigt wird. Fur die Spitzenkappung
mit Einsatzreihenfolge wurden, wie in Abschnitt 6.7.1 beschrieben, so lange Netz-
ausbau vorgenommen, bis an keinem Transformator in einem Umspannwerk
bzw. einer EE-Anlage die abgeregelte Energie die im EnWG definierte Grenze
von 3 % uberschreitet. Dies wurde bei einem Netzausbau von 735 km erreicht. In
Abbildung 6-20 liegt die abgeregelte Energie fur diesen Netzausbau unterhalb der
vorgeschriebenen 3%, da bei diesem Netzausbau nicht an jedem Knoten eine
Abregelung der Erzeugung notwendig ist. Dies ist anhand der abgeregelten Ener-
gie fur die Einsatzreihenfolge in Abbildung 6-21 ersichtlich.

Beim Optimierungsmodell zeigt sich ebenfalls eine Abnahme der abgeregelten
jahrlichen Energie bei zunehmendem Netzausbau. Bei der griinen Linie in Abbil-
dung 6-20 wurden keine Energiegrenzen der EE-Anlagen im Optimierungsmodell,
nach (5-9), vorgegeben, wodurch an einzelnen Anlagen eine Abregelung groRRer
den gesetzlich erlaubten 3 % erfolgt. Bei einem Netzausbau von 323 km ist das
Optimierungsmodell mit Energiegrenze zum ersten Mal I6sbar und an jeder EE-
Anlage kann die Abregelung auf die gesetzlich vorgeschriebenen 3 % begrenzt
werden. Somit kann der notwendige Netzausbau in der untersuchten Netzgruppe,
durch Einsatz eines Optimierungsmodells zur Spitzenkappung, unter Einhaltung
aller technischen und gesetzlichen Grenzen, um bis zu 67 % reduziert werden.

Wie Abbildung 6-20 zeigt, werden bei Verwendung der Optimierung mit Energie-
grenze die maximalen 3 % der abgeregelten Energie nicht vollstandig ausgenutzt.
Um dies detailliert zu analysieren sind in Abbildung 6-21 die abgeregelten Ener-
gien der einzelnen Anlagen und im gesamten Netz dargestellt. Hierfur wurde der
bereits beschriebene Netzausbau verwendet, bei dem die Grenzen der Leistungs-
flisse und der abgeregelten Energien eingehalten wird. Wie das Ergebnis der
Optimierung zeigt, erfolgt an jeder Anlage eine Begrenzung auf die vorgeschrie-
benen 3 %. Im Vergleich zur Einsatzreihenfolge zeigt sich auch die deutlich bes-
sere Verteilung auf mehrere Anlagen. Der deutlich héhere Netzausbau bei der
Einsatzreihenfolge erklart die deutlich geringere Abregelung. Die Aufteilung der
abgeregelten Energie im Falle des Optimierungsmodells stellt auch dessen grof3-
ten Vorteil dar, da somit die gesetzlich vorgeschriebene Grenze deutlich starker
fur die Reduzierung des Netzausbaus eingesetzt werden kann.
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Abbildung 6-21:  Vergleich der abgeregelten jéhrlichen Energie der Transformatoren in den Um-
spannwerken bzw. der EE-Anlagen fiir einen Netzausbau bei dem alle Gren-
zen eingehalten werden

An einigen Umspannwerken in der untersuchten 110 kV-Netzgruppe ist die
Transportkapazitat hoch genug, so dass keine Abregelung der EE erfolgen muss.
Dies hat zur Folge, dass im gesamten Netz die abgeregelte Energie lediglich
1,32 % betragt. Wie Abbildung 6-21 zeigt, fuhrt der deutlich hdhere Netzausbau
bei der Einsatzreihenfolge zu einer Abregelung von lediglich 0,08 %. Die abgere-
gelten Energien aus Abbildung 6-21 zeigen deutlich, dass fir einen Netzbetreiber
die Verwendung des Optimierungsmodells vorteilhaft ist, da die im EnWG erlaub-
ten Energien damit deutlich zielgerichteter zur Netzausbaureduzierung eingesetzt
werden kénnen. Um zu analysieren, ob mit dem Optimierungsmodell der Ausnut-
zungsgrad der Netzinfrastruktur erhdht wird, sind in Abbildung 6-22 die Leitungs-
auslastungen im (n-1)-Zustand fur den bereits beschriebenen Netzausbau darge-
stellt. Darin ist die Sortierung der Leitungen wiederum identisch zu Abbildung 6-7.
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Abbildung 6-22:  Vergleich der Leitungsauslastung im (n-1)-Zustand zwischen den Methoden
der Spitzenkappung fir einen Netzausbau bei dem alle Grenzwerte eingehal-
ten werden
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Wie die 10 Leitungen in Abbildung 6-22 zeigen, wird bei keiner Leitung der Grenz-
wert von 100 % der Leitungsauslastung Uberschritten. Bei Leitung Nr. 4 wird der
Netzausbau so knapp bemessen, dass keine Uberlastung ohne den Einsatz der
Spitzenkappung erfolgt. Auffallend ist ebenfalls, dass mithilfe des Optimierungs-
modells bei den Leitungen Nr. 1-3 keine Regelung auf den Grenzwert erfolgt. Dies
kann damit begrindet werden, dass der erfolgte Netzausbau gerade diese Lei-
tungen entlastet und diese somit Leitungsauslastungen unterhalb des Grenzwer-
tes haben.

Eine Erhdhung des Ausnutzungsgrades wird anhand der 75. Perzentile deutlich.
Insbesondere zeigt die Optimierung bei nahezu allen Leitungen eine Erhéhung,
wodurch gezeigt wird, dass durch den Einsatz einer Spitzenkappung die Ausnut-
zung der vorhandenen Netzinfrastruktur gesteigert werden kann. Am deutlichsten
fallt dies bei Leitung Nr. 2 auf. Jedoch zeigen die Unterschiede in den Ergebnis-
sen auch, dass eine Erh6hung individuell ausféllt und abhangig von der Netzto-
pologie ist. Um die Erhéhung des Ausnutzugrades weiter zu verdeutlichen, zeigt
Abbildung 6-23 die Jahresdauerlinie der Leitungen Nr. 1 und 2. Im Vergleich zu
Abbildung 6-16 fallt auf, dass aufgrund des Netzausbaus keine konstante Begren-
zung auf eine Leitungsauslastung von 100 % im (n-1)-Zustand mehr erfolgt. Eine
Steigerung der Vollaststunden durch den Einsatz der Spitzenkappung ist bei bei-
den Leitungen in Abbildung 6-23 ersichtlich, wobei das Optimierungsmodell eine
deutlichere Zunahme aufweist. Bei Leitung Nr. 2 steigert sich diese von 1.667 h
ohne Spitzenkappung Uber 2.518 h bei Verwendung der Einsatzreihenfolge auf
3.660 h fur das Optimierungsmodell. Dies zeigt deutlich, dass mit der Verwen-
dung einer Spitzenkappung die Netzinfrastruktur effizienter ausgenutzt werden
kann, wie in [83] beschrieben.
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Abbildung 6-23:  Jahresdauerlinien zum Vergleich der Methoden zur Spitzenkappung von Lei-
tung Nr. 1 (links) und Leitung Nr. 2 (rechts) fiir einen Netzausbau bei dem
alle Grenzen eingehalten werden
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6.7.3 Bewertung der Netzausbaureduzierung durch Spitzenkappung

Wie die Ermittlung des notwendigen Netzausbaus bei Anwendung der Spitzen-
kappung zeigt, erfolgt bei allen Methoden eine Reduzierung. Der pauschale An-
satz zeigt jedoch nur eine geringe Reduzierung von 10 %. Hingegen ist mit der
Einsatzreihenfolge eine Reduzierung des Netzausbaus um 25 % mdglich. Diese
kann durch Verwendung des Optimierungsmodells auf 67 % gesteigert werden.
Dieser deutliche Unterschied ist auf die Begrenzung der abgeregelten jahrlichen
Energie der einzelnen Anlagen zurlckzufiihren. Wéahrend bei der Einsatzreihen-
folge stets die Erzeugungsanlage mit dem grof3ten Einfluss verwendet wird, er-
folgt im Optimierungsmodell eine gleichmafiigere Aufteilung auf alle Erzeugungs-
anlagen.

Die Reduzierung des Netzausbaubedarfs durch Spitzenkappung mithilfe des Op-
timierungsmodells Ubersteigt sogar die Ergebnisse der Verteilernetzstudie des
Bundesministeriums fur Wirtschaft und Energie [10]. Diese besagt, dass mit einer
Abregelung von 3 % der jahrlichen Energie der Netzausbau halbiert werden kann
[10]. Da in dieser Studie die Spitzenkappung jedoch nur vereinfacht abgebildet
wurde, kann diese deutlich starkere Reduzierung des Netzausbaubedarfs auf die
detaillierte Abbildung in der probabilistischen Verteilnetzplanung zurtckgefihrt
werden. Ein wirtschaftlicher Vergleich, bei dem die Kosten des Netzausbaus den
Kosten der abgeregelten Energie gegenubergestellt werden, erfolgt nicht in dieser
Arbeit. Im Planungsprozess besitzt die regionalisierte Ausbauprognose der EE
eine sehr hohe Unsicherheit. Dies hat zur Folge, dass die in Realitat auftretenden
abgeregelten Energien von den Simulationsergebnissen deutlich abweichen kon-
nen, da ein Ausbau der EE unter Umstanden an verschiedenen Anschlusspunk-
ten erfolgt. Eine Bewertung der reduzierten Netzausbaukosten konnte daher nicht
plausibilisiert werden.

Wie die Ergebnisse zeigen, ist die Anwendung der Spitzenkappung, insbeson-
dere das Optimierungsmodell, fiir den Netzbetreiber sinnvoll, da das Risiko eine
Fehlinvestition zu tatigen, in dem eine Leitung gebaut wird, welche nicht bendtigt
wird, verringert werden kann. Dies kann damit begriindet werden, dass die mit
Einsatz der Spitzenkappung notwendigen Netzausbaumaf3hahmen sehr wabhr-
scheinlich notwendig sind, selbst wenn die Ausbauprognose der EE sehr stark
fehlerbehaftet ist. Die Volatilitat der EE, welche in niedrigen Wahrscheinlichkeiten
fur eine hohe Ruckspeisung an den UW fiihrt, wie in Abbildung 6-4 gezeigt, resul-
tiert in einem hohen Netzausbaubedarf, wenn die volle installierte Leistung in das
Verteilnetz integriert werden soll. Die Anwendung der Spitzenkappung sorgt vor
allem dafur, dass Leitungen nicht ausgebaut werden, welche nur sehr selten be-
notigt werden. Daher kann davon ausgegangen werden, dass der Netzausbau
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bei Anwendung der Spitzenkappung selbst dann benétigt wird, wenn die Ausbau-
prognose der EE stark fehlerbehaftet ist.

6.8 Adaption auf unterschiedliche Spannungsebenen

Die in dieser Arbeit vorgestellte Methode zur probabilistischen Verteilnetzplanung
ist fur das 110 kV HS-Netz entwickelt worden. Daher erfolgt in diesem Abschnitt,
wie in Kapitel 3.5, eine Beschreibung wie die Methode auf niedrigere Spannungs-
ebenen Ubertragen werden kann.

Die Linearisierungen der Lastflussrechnung erfolgen in dieser Arbeit mittels Sen-
sitivitatsfaktoren in Form der ACDF-Matrizen. Da diese lediglich die Leistungs-
flisse abbilden, sind die Knotenspannungen bei dieser Betrachtung unbekannt.
Im MS- und NS-Netz erfolgt ein Netzausbau héaufig aufgrund der Verletzungen
der zulassigen Spannungsbander. Daher miussen die Linearisierungen der Last-
flussrechnungen auf die Ermittlung der Knotenspannungen und Leitungsstrome
erfolgen. Nach [94] kann dafur eine Tangentialebene aus der Jacobi-Matrix der
Newton-Raphson Methode verwendet werden.

Bei der Spitzenkappung muss ebenfalls eine Anpassung auf die Ermittlung der
Knotenspannungen und Leitungsstrome erfolgen. Diese missen dann auch bei
der Spitzenkappung als Grenzwerte verwendet werden. Beispielsweise muss bei
der Einsatzreihenfolge die abgeregelte Leistung von EE-Anlagen derart berech-
net werden, sodass sich eine Reduzierung der Knotenspannung auf den gefor-
derten Grenzwert ergibt. Beim Optimierungsmodell kann die Zielfunktion beibe-
halten werden, jedoch mussen auch hier die Randbedingungen fir die Knoten-
spannungen und Leitungsstrome aufgestellt werden.

Insbesondere in der NS-Ebene spielen neue Betriebskonzepte, z.B. in Form eines
Netzampelkonzeptes [113], fur die Netzplanung bei den Netzbetreibern eine ent-
scheidende Rolle. Durch solche Konzepte soll eine Koordination von marktseiti-
gen Entscheidungen, wie z.B. ein Lastmanagement, erfolgen [113]. In der Netz-
planung mussen solche Konzepte ebenfalls abgebildet werden, da ansonsten ein
Netzausbau erfolgen wirde, der diese Konzepte obsolet macht. Hierfur stellt die
probabilistische Verteilnetzplanung eine ideale Methode zur Verfiigung, da solche
Konzepte detailliert modelliert werden kdonnen.
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7  Zusammenfassung und Ausblick

In dieser Arbeit wurde eine Methodik entwickelt, um Verteilnetze probabilistisch
und zeitreihenbasiert zu planen. Dabei stand der gesamte Prozess der techni-
schen Analyse in der Verteilnetzplanung, angefangen von der Modellierung der
Eingangsdaten, tber die notwendigen Netzberechnungen bis hin zur optimierten
Integration flexibler Lasten und Erzeuger im Vordergrund. Mit dieser Arbeit konnte
gezeigt werden, dass die heute angewandte deterministische Verteilnetzplanung
zu Unterdimensionierungen im HS-Netz fihrt. Zusatzlich konnte quantifiziert wer-
den, in welchem Mal3e sich der notwendige Netzausbau durch den Einsatz eines
Optimierungsmodells zur Spitzenkappung reduzieren lasst. Dies beweist, dass
die probabilistische Verteilnetzplanung eine Mdglichkeit liefert, netzbetriebliche
Konzepte gegeniiber dem Netzausbau zu bewerten.

Zu Beginn wurde in Kapitel 2 analysiert, welche Veranderungen sich durch den
stetigen Zubau an erneuerbaren Energien fir die Verteilnetzplanung ergeben.
Aufbauend darauf wurde analysiert und bewertet, welche modernen Methoden in
der Literatur vorgeschlagen werden. Hierbei hat sich eine zeitsequentielle
stochastische Simulation als vorteilhaft erwiesen, da zum einen netzbetriebliche
Konzepte integriert werden kdnnen, als auch eine Bemessung der Netzreserve in
Form einer Ausfallanalyse moglich ist. Gerade die Ausfallanalyse ist in der Pla-
nung von Hochspannungsverteilnetzen notwendig, um mit den heutzutage gulti-
gen Planungsgrundsatzen konform zu sein.

Eine zeitreihenbasierte Modellierung der Eingangsinformationen zur Verteilnetz-
planung wurde in Kapitel 3 vorgestellt. Fir dieses Modell wurde eine Kombination
aus Klimamodell- und Messdaten verwendet, um zeitliche Leistungsprofile an
Hochspannungsumspannwerken unter Anwendung einer Ausbauprognose von
erneuerbaren Energien zu berechnen. In diesem Kapitel wurde einerseits die
raumliche Korrelation der Einspeisung von Windkraft- und PV-Anlagen aufgezeigt
und deren hohe Abbildungsgenauigkeit bei Verwendung von Klimamodelldaten
nachgewiesen.

Kapitel 4 beschéftigt sich mit den Netzberechnungen in der probabilistischen Ver-
teilnetzplanung. Durch eine Analyse verschiedener Berechnungsmethoden zur
probabilistischen Lastflussrechnung wurde deutlich, dass eine Monte Carlo Simu-
lation vorteilhaft zur Bewertung von betrieblichen Konzepten in der Netzplanung
ist. Um den Nachteil des hohen Rechenaufwands der Monte Carlo Simulation, bei
der eine wiederholte Lastflussrechnung fur zuféallig ausgewdahlte Tagesprofile
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durchgefuhrt wird, entgegenzuwirken, wurde eine Linearisierung der Lastfluss-
rechnung auf Basis des Superpositionsprinzips entwickelt. Diese Linearisierung
stellt gleichzeitig die Grundlage fiur die Integration flexibler Lasten und Erzeuger
aus Kapitel 5 dar. Die lineare Abbildung der Lastflussrechnung konnte im Weite-
ren fur eine lineare Ausfallanalyse auf Basis von Sensitivitatsfaktoren fur die Leis-
tungsflusséanderung durch den Ausfall einer Leitung verwendet werden. Diese
Faktoren wurden fur typische, komplexere Netzstrukturen in Deutschland, wie
z.B. Mehrbeine, nicht (n-1) sicher angeschlossene Erzeugungsanlagen oder
SchaltmalRnahmen, hergeleitet. Ein Mehrbein besteht dabei aus einem verzweig-
ten Leitungssystem, das nur als gleichzeitiger Ausfall betrachtet werden kann. Die
Abbildungsgenauigkeit der Linearisierungen wurden einerseits an einem 5-Kno-
ten-Testsystem als auch in einer Fallstudie in Kapitel 6 Gberprift. Dabei konnte
ein relativer Fehler der Scheinleistungsflisse unter 6 % im (n-1)-Zustand nachge-
wiesen werden. Die damit erreichte Abbildungsgenauigkeit kann als hinreichend
fur die Netzplanung bewertet werden.

Die Integration von flexiblen Lasten und Erzeugern in die Verteilnetzplanung ist in
Kapitel 5 beschrieben. Darin wurden zwei Methoden fir eine dynamische Spit-
zenkappung entwickelt, bei der die Einspeiseleistung von erneuerbaren Energien
zielgerichtet reduziert wird, um eine Uberlastung einzelner Leitungen zu verhin-
dern. Die Verwendung eines Optimierungsmodells, bei dem die Abregelung von
erneuerbaren Energien minimiert wird unter den Randbedingungen, dass die
Leistungsflisse im Normal- und Ausfallzustand ihre thermischen Grenzen nicht
Uberschreiten, zeigte sich als vorteilhaft gegeniiber der Anwendung einer heuris-
tischen Einsatzreihenfolge. Durch die Verwendung eines Optimierungsmodells
kann die vorhandene Transportkapazitat am effizientesten ausgenutzt werden.

Eine Fallstudie fur die Anwendung der probabilistischen Verteilnetzplanung wird
in Kapitel 6 vorgestellt. Hierfur ist eine reale 110 kV-Netzgruppe der Netze BW
GmbH verwendet worden. Der starke Zubau an erneuerbaren Energien zeigt in
diesem Netzgebiet, dass ein Netzausbau unumganglich ist. Mithilfe der Fallstudie
konnte nachgewiesen werden, dass der konventionelle, deterministische Ansatz
zu einer signifikanten Unterdimensionierung in Netzgebieten mit einer hohen
Durchdringung an erneuerbaren Energien fihren kann. Die Anzahl der Wieder-
holungen bei der Monte Carlo Simulation kann fir eine energetische Bewertung
von Betriebskonzepten auf die Anzahl an Tagen im Jahr begrenzt werden. Wei-
terhin ist fir Verteilnetzbetreiber vorteilhaft, dass mit der probabilistischen Verteil-
netzplanung Uberlastungsdauern und Wahrscheinlichkeiten ermittelt werden kon-
nen. Dies ermdglicht jedem Verteilnetzbetreiber eine Risikobewertung bei der
Entscheidung, ob NetzausbaumalRnahmen notwendig sind.



7 Zusammenfassung und Ausblick 121

Der notwendige Netzausbau in der Fallstudie konnte durch Anwendung der opti-
mierten Spitzenkappung um 67 % reduziert werden. Im Rahmen der Optimierung
wurde sichergestellt, dass jede Erzeugungsanlage die im EnWG vorgeschriebene
Begrenzung auf 3 % der jahrlichen Energie einhalt. Das Optimierungsmodell ist
hierbei in der Lage die mogliche Abregelung effizienter auszunutzen, da eine
gleichméRigere Abregelung der einzelnen Erzeugungsanlagen, verglichen mit der
heuristischen Einsatzreihenfolge, erfolgt. Im gesamten Netzgebiet der Fallstudie
mussten insgesamt 77 GWh aus erneuerbaren Energien (entspricht 1,32 %) ab-
geregelt werden, um den Netzausbau um 661 km Stromkreisl&ange (entspricht
67 %) zu reduzieren. Diese Fallstudie stellt eindeutig die Effektivitat und den Nut-
zen einer optimierten dynamischen Spitzenkappung unter Beweis.

Zu Beginn dieser Arbeit wurde die folgende wissenschaftliche These aufgestellt:

Die probabilistische Verteilnetzplanung kann Fehldimensionie-
rungen verhindern und bietet die Moglichkeit Betriebskon-
zepte in der Verteilnetzplanung zu beriicksichtigen, womit der
notwendige Netzausbau signifikant reduziert werden kann.

Diese kann mit den gezeigten Ergebnissen vollstandig bestatigt werden. Die hier-
fur wichtigsten Ergebnisse flr diese Bestatigung sind:

¢ Die deterministische Verteilnetzplanung bildet deutlich geringere maximale
Netzbelastungen als die probabilistische Verteilnetzplanung ab.

e Die Zeitreihensimulation Uber die Dauer eines Jahres ist ausreichend fur
die probabilistische Verteilnetzplanung.

e Ein Optimierungsmodell stellt die beste Methode zur dynamischen Spit-
zenkappung dar, da die abgeregelte Energie minimiert und fur jede Erzeu-
gungsanlage begrenzt werden kann.

e Durch eine optimierte Spitzenkappung kann der notwendige Netzausbau
in einem Hochspannungsnetz bis zu 67 % reduziert werden, bei Verwen-
dung von lediglich 1,32 % der Energie aus erneuerbaren Energien.

Durch die in dieser Arbeit entwickelte Methode zur probabilistischen Verteilnetz-
planung wurde die Grundlage geschaffen, Betriebsmittel, welche auf den Netzbe-
trieb eingreifen, als Alternative zum Netzausbau bewertbar zu machen. Im Rah-
men dieser Arbeit erfolgte dabei lediglich eine Betrachtung der Spitzenkappung.
Als weiterer Forschungsbedarf wird hierbei die Modellentwicklung fiir Energie-
speicher, welche zur Netzausbaureduzierung eingesetzt werden, angesehen. Ins-
besondere fir die Dimensionierung bietet sich die probabilistische Verteilnetzpla-
nung an, da damit die maximal einzuspeichernde Energie Uber ein Jahr ermittelt
werden kann. Hierflir miissen neue Optimierungsalgorithmen entwickelt werden,
welche die Speicherleistung und —kapazitdt minimieren um somit eine optimale
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Speicherdimensionierung zu erhalten. Zusatzlich dazu bietet sich die probabilisti-
sche Verteilnetzplanung an, um Freileitungsmonitoring als Alternative zum Netz-
ausbau bewertbar zu machen. Da mittels dem REMO-Klimamodell in der Netz-
planung Zeitreihen fur die Windgeschwindigkeit, Globalstrahlung und Umge-
bungstemperatur vorhanden sind, kann daraus eine zeitabhangige Belastbarkeit
der Freileitungen ermittelt werden. Derartige Modelle kénnen, nach der notwen-
digen Entwicklung, in die probabilistische Verteilnetzplanung integriert werden.
Dies bietet den Verteilnetzbetreibern die Mdoglichkeit Freileitungsmonitoring als
Alternative zum konventionellen Netzausbau bewertbar zu machen.

Eine Ubertragung der probabilistischen Verteilnetzplanung auf die Mittel- und Nie-
derspannungsebene stellt einen weiteren Ausblick dar. Hierfir miissen zum einen
die Modelle fiir die Eingangsinformationen adaptiert und validiert werden als auch
zum anderen die Linearisierungen der Lastflussrechnung auf die Berechnung der
Knotenspannungen weiterentwickelt werden. Damit wird es méglich zu prufen, ob
mit der Spitzenkappung auch in der Mittel- und Niederspannungsebene eine deut-
liche Reduzierung des Netzausbaus maoglich ist.

Die Ermittlung des Netzausbaus unter Anwendung einer Spitzenkappung hat ge-
zeigt, dass die Methodik zur Ermittlung von NetzverstarkungsmalRnahmen weiter-
entwickelt werden muss. Dabei tritt insbesondere die Fragestellung auf, welche
Leitung verstéarkt werden muss, wenn durch Anwendung der Spitzenkappung le-
diglich detektiert werden kann, an welchen Netzknoten die abgeregelte Energie
zu hoch ist. Ein Ansatz hierfur ist die Verwendung der, in dieser Arbeit hergelei-
teten Sensitivitatsfaktoren fur die Lastfluss- und Ausfallanalyse, da damit ein
Ruckschluss von der abgeregelten Energie auf eine Leitung, welche fur die Abre-
gelung verantwortlich ist, hergestellt werden kann. Abschlie3end kann festgehal-
ten werden, dass die entwickelte probabilistische Verteilnetzplanung eine deutli-
che Verbesserung gegenuber der, heutzutage angewandten, deterministischen
Planungsmethode darstellt und die Freiheitsgrade der Methode ausreichend sind
um Betriebskonzepte detailliert abzubilden.
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8 Anhang

A Regressionsmodell zur Lastmodellierung von
Umspannwerken im Hochspannungsnetz

Nach [49]* kénnen Lastprofile mit einem Regressionsmodell nachgebildet wer-
den. HierfUr wird der Leistungswert eines Zeitpunktes auf Basis des Leistungs-
wertes des vorangegangenen Zeitpunktes gewahlt. Die Generierung wird in einen
Term, der eine lineare Abbildung und einen normalverteilten Fehlerterm aufge-
teilt. Somit kann der Leistungswert zu einem Zeitpunkt t, analog zu [49], berechnet

werden:
P(t) =By P(t—1)+ B, +N(0,0) (8-1)
Mit: P(t),P(t—1) Wirkleistungswert zum Zeitpunkt t bzw. t-1
Bo, B1 Parameter der linearen Abbildung
N(0, o) Normalverteilung des Fehlerterms mit einem

Erwartungswert von 0

Die Parameter aus (8-1) werden auf Basis von Messdaten mit der Methode der
kleinsten Fehlerquadrate gefittet [49]. Es werden Messdaten verwendet, um das
individuelle Verhalten der einzelnen Umspannwerke nachzubilden. Im Regressi-
onsmodell aus (8-1) muss der Startzeitpunkt gesondert betrachtet werden, da
kein Leistungswert zum vorangegangen Zeitpunkt bekannt ist. Daher wird flr die-
sen Zeitpunkt eine Verteilungsfunktion angendhert und der Startwert zuféllig aus
dieser Verteilung ausgewahlt. Als Startzeitpunkt wird fir jeden der Jahreszeiten
und Typtage jeweils der Zeitpunkt 0:15 Uhr gewahlt.

Als Verteilungsfunktion fir den Startwert wurde eine Weibull-Verteilung angenom-
men. Die Parameter dieser Verteilungsfunktion wurden wiederum auf Basis der
Messdaten angenéhert. Die Weibull-Verteilung wird mit einem Skalenparameter a
und einem Formparameter b wie folgt beschrieben

b x\b-
fl)=—- (E) ok (8-2)
Mit: a Skalenparameter
b Formparameter

Das Regressionsmodell kann verwendet werden, um Lastprofile nach Abschnitt
3.1 synthetisch zu generieren. Um die Gute des Regressionsmodells darzustellen

21 Das vorgestellte Regressionsmodell ist eine Entwicklung des Autors dieser Arbeit.
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ist in Abbildung 8-1 ein Vergleich zwischen den, um die Einspeisung von EE kor-
rigierten, Lastprofilen und dem Regressionsmodell dargestellt. Die Datengrund-
lage fur Abbildung 8-1 bildet die Dauer eines Jahres. Inshesondere wird die gute
Ubereinstimmung der Mittelwerte deutlich. Dies kann auf die lineare Abbildung
des Regressionsmodells zurtickgefuhrt werden, da dieser Anteil die Mittelwerte
der Lastprofile nachbildet. Bei den Maxima zeigt sich eine leichte Erh6hung der
Werte, welche auf den zufallig ausgewahlten Fehlerterm zurlickgefuhrt werden
kann. Fur diesen wird angenommen, dass dessen Standardabweichung Gber den
gesamten Wertebereich konstant ist, wodurch sich eine Erhéhung der Maxima
aufgrund des stochastischen Prozesses ergeben kann. Fir weitere Analysen der
Genauigkeit sei an dieser Stelle wiederum auf [49] verwiesen.

~
o
|
|

Mittelwert Korrektur
Mittelwert Regression
Maximum Korrektur
Maximum Regression
Minimum Korrektur

w
o

Wirkleistung / MW
N
o

107 Minimum Regression
0 1 I I I
0 4 8 12 16 20 24
Zeit/h
Abbildung 8-1: Vergleich zwischen der Korrektur der Residuallast fur ein Jahr aus Abbildung

3-3 und deren synthetischen Lastprofile mittels Regressionsmodell

Die Parameter des Regressionsmodells sind in den nachfolgenden Tabellen fir
insgesamt 2 Umspannwerke, normiert auf die Jahreshéchstlast, dargestellt. Da-
bei gibt Tabelle 8-1 die Parameter der Weibull-Verteilungen fir die Startwerte an
und in den Tabelle 8-2 bis Tabelle 8-4 sind die Parameter der Regressionsmodells
dargestellt.

Tabelle 8-1: Parameter der Weibull-Verteilungen fir die Startwerte der 2 Umspannwerke
Umspannwerk 1 Umspannwerk 2
Werktag a=0,535 b=9,298 a=0,606 b=8,334
Sommer Samstag a=0,507 b=12,997 a=0,578 b=9,942
Sonntag a=0,403 b=11,449 a=0,489 b=7,012
Werktag a=0,528 b=6,142 a=0,640 b=10,084
Winter Samstag a=0,505 b=5,130 a=0,598 b=11,944
Sonntag a=0,450 b=6,718 a=0,585 b=9,574
Werktag a=0,552 b=8,691 a=0,625 b=10,990
Ubergangszeit Samstag a=0,513 b=8,702 a=0,583 b=13,115

Sonntag a=0,398 b=8,802 a=0,520 b=8,160
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Tabelle 8-2:

Parameter des Regressionsmodells fur 2 Umspannwerke fir die Jahreszeit

Sommer

Zeit

Umspannwerk 1

Umspannwerk 2

Werktag

Samstag

Sonntag

Werktag

Samstag

Sonntag

Bo

B

o

Bo | B1

(o)

Bo

B

(o)

Bo

B

o

Bo | B1

(o)

Bo

B

(o)

00:30

0,91

0,03

0,0

110,97|0,00

0,01

1,02

-0,03

0,01

0,99

-0,01

0,01]0,97|0,00

0,01

0,97

0,00

0,01

00:45

0,95

0,01

0,0

1/1,02]-0,03

0,01

1,00

-0,02

0,01

0,99

-0,01

0,01/0,98-0,01

0,01

1,02

-0,03

0,01

01:00

0,99

0,00

0,0

1/1,00]-0,01

0,01

0,85

0,04

0,01

0,97

0,00

0,01]0,99/-0,01

0,01

0,92

0,02

0,01

01:15

1,00

-0,01

0,0

1/0,98-0,01

0,01

1,02

-0,02

0,01

0,98

0,00

0,01/0,99|0,00

0,01

0,98

0,00

0,00

01:30

0,99

0,00

0,0

1/0,88|0,04

0,01

1,01

-0,01

0,02

0,98

0,00

0,01/0,96|0,01

0,01

0,98

0,00

0,01

01:45

0,99

0,00

0,0

1/0,81/0,06

0,02

0,97

0,00

0,01

0,99

0,00

0,01(1,02]-0,01

0,01

0,97

0,00

0,01

02:00

0,96

0,01

0,0

1/0,99/0,00

0,01

0,90

0,03

0,01

0,98

0,00

0,01/0,98|0,01

0,01

0,97

0,00

0,01

02:15

0,97

0,01

0,0

1/0,89/0,04

0,01

0,97

0,00

0,01

0,98

0,01

0,01/0,94|0,03

0,01

0,92

0,02

0,01

02:30

0,98

0,01

0,0

1/1,05]-0,03

0,01

0,95

0,01

0,01

1,02

-0,01

0,01/0,98|0,00

0,01

0,97

0,01

0,01

02:45

0,95

0,02

0,0

1/0,95|0,02

0,01

0,98

0,00

0,01

0,96

0,02

0,01/1,05]-0,02

0,01

0,95

0,01

0,01

03:00

0,98

0,01

0,0

1/1,00/0,00

0,01

1,02

-0,01

0,01

1,01

-0,01

0,01/0,86|0,06

0,01

0,97

0,00

0,00

03:15

1,00

0,00

0,0

1]/1,03]-0,01

0,01

0,96

0,01

0,01

0,99

0,01

0,01/0,99/0,00

0,01

0,99

0,00

0,01

03:30

0,99

0,01

0,0

1/0,96/0,01

0,01

0,96

0,01

0,01

0,99

0,00

0,01/0,95|0,01

0,01

1,00

-0,01

0,01

03:45

0,97

0,01

0,0

1/1,03]-0,01

0,01

1,03

-0,01

0,01

0,99

0,01

0,01/0,96|0,02

0,00

0,98

0,01

0,00

04:00

0,99

0,01

0,0

1/0,99/0,00

0,01

0,98

0,00

0,01

0,96

0,02

0,01/0,97|0,01

0,01

0,96

0,01

0,01

04:15

0,94

0,03

0,0

1]0,88]0,04

0,01

0,99

0,00

0,01

1,02

0,00

0,01/1,01/0,00

0,01

0,95

0,02

0,01

04:30

0,98

0,01

0,0

1{0,97]0,01

0,01

0,95

0,02

0,01

0,96

0,02

0,01/0,93|0,03

0,01

0,94

0,02

0,01

04:45

1,00

0,01

0,0

1{1,01]0,00

0,01

1,01

0,00

0,01

1,02

0,00

0,01/0,98|0,01

0,01

1,05

-0,01

0,01

05:00

1,00

0,02

0,0

1]0,98|0,02

0,00

1,00

0,01

0,01

0,98

0,01

0,01/0,94/0,03

0,01

0,95

0,02

0,00

05:15

1,04

0,00

0,0

1]0,98]0,01

0,01

1,01

0,00

0,01

0,93

0,04

0,01/0,88|0,05

0,01

0,91

0,03

0,01

05:30

1,00

0,01

0,0

1]0,99]0,00

0,01

0,87

0,03

0,01

0,98

0,02

0,01/0,99/0,01

0,01

1,02

-0,01

0,01

05:45

1,02

0,02

0,0

1]1,02|-0,01

0,01

0,92

0,02

0,01

0,96

0,05

0,01/0,91/0,05

0,01

0,93

0,02

0,01

06:00

1,00

0,03

0,0

1{1,03/0,00

0,01

0,98

0,01

0,01

0,98

0,03

0,01/0,91/0,05

0,01

0,94

0,01

0,01

06:15

1,01

0,04

0,0

1/1,02|0,01

0,01

0,86

0,03

0,01

1,02

0,02

0,01|1,00/0,01

0,01

0,83

0,05

0,01

06:30

0,99

0,03

0,0

1/1,00|0,01

0,01

0,98

0,01

0,01

0,96

0,04

0,01|1,03|-0,01

0,01

1,02

-0,01

0,01

06:45

0,99

0,03

0,0

1]0,96]0,03

0,01

0,97

0,01

0,01

0,96

0,04

0,01|1,04|-0,01

0,01

1,01

0,00

0,01

07:00

0,98

0,03

0,0

110,97|0,02

0,01

1,01

0,00

0,01

1,00

0,02

0,01/0,900,05

0,01

0,97

0,01

0,01

07:15

1,00

0,02

0,0

1]1,04|-0,01

0,01

1,00

0,01

0,01

0,98

0,03

0,01|1,05-0,02

0,01

0,90

0,04

0,01

07:30

0,99

0,03

0,0

1/1,02|0,00

0,01

0,99

0,01

0,01

0,99

0,02

0,01/0,96|0,02

0,01

1,02

0,00

0,01

07:45

0,97

0,03

0,0

110,98|0,02

0,01

0,94

0,03

0,01

0,97

0,03

0,01|1,07-0,03

0,01

1,00

0,01

0,01

08:00

0,97

0,03

0,0

110,92|0,05

0,02

1,01

0,01

0,01

0,97

0,03

0,01/0,95/0,02

0,01

0,91

0,03

0,01

08:15

0,98

0,03

0,0

1/0,97/0,02

0,01

1,12

-0,03

0,01

1,01

0,00

0,01/1,04]-0,01

0,01

1,06

-0,02

0,01

08:30

1,00

0,01

0,0

1/0,90/0,06

0,01

0,93

0,03

0,01

1,02

-0,01

0,01/1,05]-0,03

0,01

0,99

0,00

0,01

08:45

0,97

0,03

0,0

110,93|0,04

0,02

1,06

-0,01

0,01

0,98

0,01

0,01|1,01/-0,01

0,01

0,95

0,02

0,01

09:00

0,93

0,05

0,0

1/0,85]0,08

0,01

0,98

0,02

0,01

1,03

-0,03

0,01|1,06|-0,03

0,01

0,98

0,01

0,01

09:15

0,92

0,04

0,0

210,96(0,02

0,02

0,97

0,02

0,01

0,97

0,01

0,01/0,97|0,01

0,01

0,94

0,02

0,01

09:30

0,96

0,03

0,0

1/0,83]0,09

0,02

0,94

0,02

0,01

0,99

0,00

0,02(1,00|0,00

0,01

1,02

-0,01

0,01

09:45

1,03

-0,01

0,0

1/0,85]0,09

0,02

1,05

-0,01

0,02

1,00

0,00

0,01(1,04]-0,02

0,02

0,96

0,01

0,01

10:00

1,00

0,01

0,0

1/1,07]-0,04

0,01

0,92

0,03

0,02

0,98

0,01

0,01/0,90|0,05

0,01

1,05

-0,02

0,01

10:15

0,99

0,01

0,0

210,91|0,05

0,02

0,90

0,05

0,02

0,99

0,00

0,01/1,04-0,02

0,01

1,05

-0,02

0,01

10:30

0,93

0,06

0,0

211,03]-0,02

0,02

1,00

0,00

0,02

1,02

-0,02

0,02/0,98|0,01

0,01

1,02

-0,01

0,01

10:45

0,93

0,06

0,0

210,80|0,11

0,02

1,04

-0,02

0,02

1,00

0,00

0,021,03]-0,02

0,02

0,98

0,01

0,01

11:00

0,92

0,07

0,0

210,90|0,06

0,01

0,92

0,04

0,02

0,98

0,02

0,01/1,00}-0,01

0,02

1,13

-0,04

0,02

11:15

0,94

0,06

0,0

211,02|-0,03

0,03

1,03

0,00

0,02

1,00

0,00

0,01/1,00|0,00

0,01

1,00

0,00

0,01

11:30

0,96

0,04

0,0

2]11,04|-0,01

0,02

0,99

0,02

0,02

0,94

0,04

0,02/0,89|0,06

0,02

0,91

0,04

0,01

11:45

1,00

0,00

0,0

210,87|0,06

0,02

0,92

0,04

0,02

0,98

0,02

0,02(1,00|0,00

0,02

1,02

0,00

0,01

12:00

0,85

0,11

0,0

3]1,14]-0,09

0,02

1,04

-0,02

0,02

1,01

-0,01

0,02/0,96|0,03

0,02

1,03

-0,01

0,02

12:15

0,88

0,08

0,0

21/0,87|0,05

0,03

1,05

-0,03

0,02

0,92

0,04

0,02/0,99|-0,01

0,02

1,03

-0,02

0,02

12:30

0,86

0,10

0,0

3/1,00/|-0,01

0,02

0,97

0,01

0,03

0,92

0,04

0,02|0,92|0,03

0,02

0,96

0,01

0,01

12:45

0,90

0,07

0,0

3/0,90/0,04

0,02

0,88

0,04

0,03

0,96

0,02

0,02|0,89|0,04

0,02

1,02

-0,01

0,02

13:00

0,84

0,12

0,0

3/0,84)0,07

0,03

0,78

0,08

0,03

1,00

0,00

0,02|0,93|0,01

0,02

0,89

0,03

0,02

13:15

0,92

0,06

0,0

3)/0,85/|0,06

0,03

0,79

0,07

0,03

0,97

0,03

0,02|0,76|0,10

0,03

0,99

0,00

0,02

13:30

0,86

0,10

0,0

3)/0,870,05

0,03

0,95

0,01

0,03

0,98

0,01

0,02|0,84|0,06

0,02

0,76

0,07

0,02

13:45

1,00

-0,01

0,0

3/0,76/0,10

0,04

0,84

0,05

0,04

0,93

0,04

0,02|0,94|0,02

0,02

0,78

0,06

0,02

14:00

0,85

0,11

0,0

3/0,71|0,13

0,03

1,05

-0,02

0,05

0,96

0,03

0,02|0,89|0,06

0,02

0,97

0,00

0,02

14:15

0,84

0,12

0,0

3(1,21|-0,10

0,03

0,68

0,10

0,03

0,99

0,00

0,02|1,00/-0,01

0,02

0,69

0,09

0,02

14:30

0,95

0,03

0,0

3/0,90/0,03

0,02

0,86

0,04

0,04

0,90

0,06

0,02|1,04-0,02

0,02

0,89

0,03

0,02

14:45

0,90

0,07

0,0

310,8310,07

0,02

0,58

0,14

0,03

0,97

0,02

0,02{0,9410,02

0,02

0,88

0,03

0,02
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15:00

0,86

0,11

0,03

1,22

-0,11

0,03

1,03

-0,01

0,03

0,93

0,05

0,03

1,00

-0,01

0,02

1,17

-0,06

0,02

15:15

0,89

0,07

0,03

0,93

0,03

0,03

0,72

0,10

0,02

0,95

0,03

0,02

0,88

0,05

0,02

1,00

0,00

0,02

15:30

0,95

0,03

0,03

0,91

0,03

0,03

1,22

-0,08

0,02

0,93

0,05

0,02

0,98

0,00

0,02

0,80

0,06

0,02

15:45

0,83

0,11

0,03

0,93

0,02

0,02

0,95

0,01

0,02

0,99

0,01

0,02

0,97

0,02

0,02

0,87

0,04

0,02

16:00

0,96

0,03

0,03

0,73

0,11

0,02

1,00

0,00

0,02

0,97

0,02

0,02

0,96

0,01

0,01

1,08

-0,02

0,02

16:15

0,87

0,08

0,03

0,81

0,07

0,03

0,82

0,07

0,03

0,94

0,03

0,02

0,81

0,08

0,02

1,01

0,00

0,02

16:30

0,90

0,07

0,02

0,91

0,04

0,02

0,73

0,08

0,02

0,97

0,02

0,02

0,86

0,06

0,02

1,00

0,01

0,02

16:45

0,90

0,07

0,03

0,70

0,12

0,03

0,86

0,05

0,02

0,97

0,02

0,02

0,95

0,02

0,01

0,90

0,04

0,01

17:00

0,87

0,09

0,03

0,96

0,01

0,03

1,09

-0,03

0,02

0,96

0,03

0,02

0,98

0,02

0,02

0,88

0,04

0,02

17:15

0,88

0,08

0,02

0,82

0,07

0,03

0,98

0,01

0,02

0,99

0,01

0,02

0,89

0,05

0,01

0,93

0,04

0,02

17:30

0,98

0,02

0,02

0,84

0,06

0,02

0,96

0,01

0,02

0,96

0,03

0,01

0,95

0,03

0,02

0,89

0,05

0,01

17:45

0,99

0,01

0,02

0,80

0,08

0,02

0,98

0,02

0,02

0,98

0,02

0,02

0,97

0,02

0,02

0,96

0,03

0,01

18:00

0,89

0,08

0,02

0,88

0,06

0,02

0,82

0,08

0,02

0,97

0,03

0,01

0,99

0,01

0,02

0,91

0,04

0,01

18:15

0,95

0,03

0,02

0,92

0,04

0,02

0,93

0,04

0,02

0,94

0,04

0,01

0,79

0,10

0,01

0,87

0,06

0,01

18:30

0,95

0,03

0,02

0,87

0,06

0,02

0,88

0,05

0,02

0,96

0,03

0,01

0,98

0,01

0,01

0,87

0,06

0,01

18:45

0,96

0,03

0,02

0,88

0,06

0,01

1,00

0,00

0,01

0,99

0,01

0,01

1,05

-0,02

0,01

0,90

0,05

0,01

19:00

1,00

0,01

0,01

0,85

0,06

0,02

0,88

0,05

0,02

0,99

0,02

0,01

0,86

0,07

0,01

0,95

0,02

0,01

19:15

0,96

0,03

0,01

0,97

0,01

0,01

0,95

0,02

0,01

0,98

0,02

0,01

0,96

0,03

0,01

1,04

-0,01

0,01

19:30

0,96

0,03

0,02

0,85

0,06

0,01

0,93

0,03

0,01

0,99

0,01

0,01

0,95

0,03

0,01

0,94

0,03

0,01

19:45

1,00

0,00

0,01

1,02

-0,01

0,01

1,01

0,00

0,01

0,96

0,02

0,01

0,92

0,03

0,01

0,96

0,02

0,01

20:00

1,03

-0,02

0,01

1,04

-0,01

0,01

1,06

-0,01

0,01

0,96

0,03

0,01

0,92

0,04

0,01

1,05

-0,01

0,01

20:15

1,04

-0,03

0,01

0,97

0,01

0,01

0,97

0,02

0,01

0,99

0,01

0,01

1,20

-0,10

0,01

0,94

0,03

0,01

20:30

1,05

-0,04

0,01

0,98

0,01

0,01

1,01

0,00

0,01

0,93

0,06

0,01

0,93

0,04

0,01

0,92

0,04

0,01

20:45

0,98

0,01

0,01

0,90

0,04

0,00

1,01

-0,01

0,01

0,95

0,03

0,01

0,93

0,03

0,01

0,95

0,02

0,01

21:00

0,97

0,02

0,01

0,92

0,03

0,01

0,97

0,02

0,01

0,95

0,03

0,01

0,93

0,03

0,01

1,00

0,00

0,01

21:15

0,98

0,03

0,01

0,95

0,02

0,01

1,03

0,01

0,02

0,96

0,04

0,01

0,93

0,03

0,01

0,95

0,04

0,01

21:30

0,95

0,02

0,01

0,93

0,03

0,01

1,00

0,00

0,01

0,98

0,01

0,01

1,09

-0,05

0,01

1,01

-0,01

0,01

21:45

0,96

0,02

0,01

0,99

0,01

0,01

0,99

0,01

0,02

0,99

0,00

0,01

1,03

-0,01

0,01

1,07

-0,03

0,01

22:00

0,96

0,02

0,01

0,85

0,07

0,01

1,03

0,00

0,02

1,06

-0,05

0,01

1,02

-0,01

0,01

1,00

0,01

0,01

22:15

0,96

0,01

0,01

0,89

0,07

0,02

0,91

0,05

0,01

1,03

-0,04

0,01

1,05

0,00

0,01

0,99

0,02

0,02

22:30

0,98

0,00

0,01

1,03

-0,02

0,01

0,90

0,04

0,02

0,99

-0,01

0,01

0,99

0,00

0,01

0,99

0,01

0,01

22:45

0,97

-0,01

0,01

1,06

-0,04

0,01

0,99

-0,01

0,02

0,98

0,00

0,01

1,00

-0,02

0,01

0,98

-0,01

0,01

23:00

0,98

-0,01

0,01

1,07

-0,04

0,01

1,04

-0,03

0,01

0,99

-0,01

0,01

0,94

0,02

0,01

0,91

0,03

0,01

23:15

0,95

0,02

0,01

1,05

-0,03

0,01

1,09

-0,03

0,01

0,98

0,03

0,01

1,06

-0,04

0,01

0,90

0,06

0,01

23:30

0,97

0,00

0,01

0,91

0,02

0,01

1,02

-0,02

0,01

1,00

-0,02

0,01

0,97

0,00

0,01

0,98

0,00

0,01

23:45

0,97

0,02

0,01

0,99

0,01

0,01

0,98

0,02

0,01

0,99

0,01

0,01

1,01

0,00

0,01

0,97

0,01

0,01

00:00

0,99

-0,01

0,01

0,97

0,00

0,01

0,97

0,00

0,01

0,99

-0,02

0,01

0,93

0,02

0,00

0,97

0,00

0,01
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Tabelle 8-3:

Parameter des Regressionsmodells fur 2 Umspannwerke fir die Jahreszeit
Winter

Zeit

Umspannwerk 1

Umspannwerk 2

Werktag

Samstag

Sonntag

Werktag

Samstag

Sonntag

Bo

B

o

Bo

B

(o)

Bo

B

(o)

Bo

B

o

Bo | B1

(o)

Bo

B

(o)

00:30

0,87

0,11

0,03/0,80

0,14

0,03

1,01

-0,07

0,02

0,88

0,12

0,03]0,740,20

0,03

0,90

-0,01

0,03

00:45

0,99

0,03

0,02|0,94

0,06

0,02

1,06

-0,07

0,02

1,00

0,02

0,02/0,99|0,02

0,01

1,01

-0,05

0,01

01:00

1,00

-0,01

0,01|0,96

0,01

0,01

1,01

-0,01

0,01

0,97

0,00

0,01{0,94/0,02

0,01

0,99

-0,01

0,01

01:15

0,98

0,00

0,01/1,01

-0,02

0,01

0,99

-0,01

0,01

0,99

-0,01

0,01/1,04|-0,04

0,01

1,00

-0,01

0,01

01:30

1,00

-0,01

0,01/1,04

-0,03

0,01

0,85

0,09

0,03

0,99

-0,01

0,01/0,97|0,01

0,01

0,81

0,13

0,03

01:45

1,03

0,00

0,01/1,03

0,00

0,01

0,98

0,04

0,02

1,01

0,01

0,01(1,13]-0,06

0,01

1,04

0,00

0,02

02:00

1,00

0,00

0,01/1,01

-0,01

0,01

0,97

0,00

0,01

0,98

0,01

0,01/0,96|0,02

0,01

0,98

0,00

0,01

02:15

1,00

0,00

0,01/0,98

0,00

0,01

1,01

-0,01

0,01

0,99

0,00

0,01/1,00|0,00

0,01

0,99

0,00

0,01

02:30

0,99

0,00

0,01/0,96

0,01

0,02

1,00

-0,01

0,01

0,99

0,00

0,01/1,06|-0,04

0,01

1,01

-0,02

0,01

02:45

0,99

0,00

0,01/1,03

-0,02

0,02

0,97

0,01

0,01

1,00

0,00

0,01/1,01}-0,01

0,01

0,96

0,01

0,00

03:00

1,00

0,00

0,01/0,99

0,00

0,01

0,89

0,03

0,01

1,00

0,00

0,01/1,00|0,00

0,01

0,99

0,00

0,01

03:15

1,00

0,00

0,01/0,95

0,02

0,02

0,96

0,01

0,01

0,97

0,02

0,01/0,95|0,03

0,01

1,00

0,00

0,01

03:30

0,99

0,00

0,01/0,93

0,03

0,01

0,97

0,01

0,01

1,00

0,00

0,01/1,05]-0,03

0,01

1,04

-0,02

0,00

03:45

1,00

0,00

0,01/0,99

0,01

0,01

0,96

0,02

0,01

0,99

0,00

0,01/0,98|0,01

0,01

0,97

0,01

0,00

04:00

0,99

0,01

0,01/0,95

0,03

0,01

1,04

-0,01

0,01

0,98

0,01

0,01/0,99|0,00

0,01

0,99

0,01

0,01

04:15

0,98

0,01

0,01/0,99

0,00

0,01

0,93

0,03

0,01

1,01

0,01

0,01/1,03|-0,01

0,01

0,97

0,02

0,01

04:30

0,99

0,01

0,01/0,98

0,01

0,01

0,97

0,01

0,01

0,99

0,01

0,01/0,99/0,01

0,01

1,01

0,00

0,01

04:45

1,01

0,01

0,01/0,95

0,03

0,01

1,04

0,01

0,01

0,97

0,03

0,01/1,00/0,00

0,01

0,99

0,03

0,01

05:00

1,01

0,01

0,01(1,01

-0,01

0,02

1,04

-0,01

0,01

0,98

0,02

0,01/0,99/0,01

0,01

1,00

0,01

0,01

05:15

0,97

0,04

0,03|0,91

0,04

0,03

0,99

0,01

0,01

0,98

0,02

0,03|1,01|-0,01

0,02

0,96

0,03

0,01

05:30

1,02

0,01

0,01/1,00

0,00

0,01

0,98

0,01

0,01

1,02

0,00

0,01/1,03|-0,01

0,01

0,99

0,00

0,01

05:45

1,03

0,01

0,01/0,97

0,02

0,01

1,04

-0,01

0,01

1,00

0,03

0,01/0,95|0,03

0,01

0,96

0,02

0,01

06:00

1,02

0,02

0,02/0,98

0,02

0,01

1,00

0,00

0,01

1,03

0,00

0,01/0,98|0,02

0,00

1,07

-0,03

0,01

06:15

1,07

-0,01

0,01]1,05

-0,02

0,01

1,07

-0,04

0,03

1,02

0,02

0,01{0,98|0,02

0,01

0,98

0,01

0,02

06:30

1,02

-0,03

0,02|0,93

-0,01

0,03

0,99

0,00

0,01

0,97

0,01

0,0210,97-0,01

0,02

0,99

0,00

0,01

06:45

1,05

-0,03

0,02|0,98

0,00

0,01

0,99

0,01

0,01

1,04

-0,03

0,01{0,96|0,02

0,01

1,01

-0,01

0,01

07:00

1,02

0,01

0,01]1,05

-0,01

0,01

0,97

0,01

0,01

1,03

0,00

0,01|1,02|0,00

0,00

1,00

0,00

0,01

07:15

1,02

0,00

0,01{0,92

0,03

0,01

0,99

0,00

0,01

1,03

-0,01

0,01|0,96|0,02

0,01

0,98

0,01

0,01

07:30

1,00

0,02

0,01]1,05

-0,01

0,01

0,89

-0,01

0,02

1,00

0,02

0,01|1,01/0,00

0,01

0,92

0,01

0,02

07:45

0,99

0,02

0,01[1,02

0,00

0,01

0,96

0,00

0,01

0,97

0,03

0,01|0,97/0,03

0,01

0,95

0,01

0,01

08:00

0,97

0,03

0,01|0,97

0,02

0,01

1,02

0,00

0,01

0,97

0,03

0,01/0,95|0,03

0,01

1,02

-0,01

0,01

08:15

1,02

0,00

0,02|1,04

-0,01

0,01

1,01

0,00

0,01

1,01

-0,01

0,01/1,04|-0,02

0,01

1,01

0,00

0,01

08:30

0,99

0,01

0,02|1,04

-0,02

0,01

1,01

0,01

0,01

1,00

0,00

0,01/0,95|0,03

0,00

1,00

0,00

0,01

08:45

0,98

0,02

0,01]1,04

-0,01

0,01

0,99

0,01

0,01

0,98

0,01

0,01|1,01/0,00

0,01

1,00

0,01

0,01

09:00

0,97

0,02

0,01]0,98

0,02

0,01

1,01

0,01

0,01

0,99

0,00

0,01|0,98|0,02

0,01

0,99

0,01

0,01

09:15

0,95

0,03

0,01/0,98

0,01

0,01

0,97

0,03

0,01

0,94

0,04

0,01/1,00|0,01

0,01

1,03

-0,01

0,01

09:30

0,99

0,02

0,01/0,97

0,03

0,01

0,96

0,03

0,01

0,98

0,01

0,01/0,96|0,02

0,01

1,03

-0,01

0,01

09:45

1,02

0,00

0,01/1,03

-0,01

0,01

0,94

0,03

0,01

1,03

-0,02

0,01(1,03]-0,02

0,01

1,01

0,00

0,01

10:00

0,99

0,01

0,01/0,97

0,02

0,02

1,00

0,00

0,01

0,98

0,01

0,01/0,97|0,02

0,01

1,03

-0,01

0,01

10:15

1,00

0,00

0,011,02

-0,01

0,01

0,97

0,01

0,01

1,00

0,00

0,01/1,07|-0,04

0,01

1,02

-0,02

0,01

10:30

1,01

0,00

0,02|1,04

-0,02

0,02

0,97

0,02

0,02

1,02

-0,02

0,02(1,04]-0,03

0,01

1,04

-0,02

0,01

10:45

1,00

-0,01

0,021,00

-0,01

0,01

1,00

0,00

0,02

0,99

0,01

0,01/1,05]-0,03

0,01

1,08

-0,04

0,01

11:00

0,97

0,03

0,02|0,94

0,04

0,02

1,02

0,00

0,02

1,00

0,00

0,02|1,06 |-0,04

0,01

1,00

0,00

0,01

11:15

1,00

0,00

0,02|0,92

0,04

0,02

1,04

0,00

0,01

1,01

-0,01

0,02(1,01}-0,01

0,01

0,99

0,01

0,01

11:30

0,99

0,01

0,021,00

0,01

0,02

0,98

0,02

0,02

1,01

0,00

0,01/1,00|0,01

0,01

1,00

0,01

0,01

11:45

0,98

0,02

0,02|0,91

0,05

0,02

0,90

0,05

0,01

1,01

-0,01

0,02|0,97|0,02

0,01

1,02

-0,01

0,01

12:00

0,98

0,01

0,02/0,88

0,06

0,02

1,01

0,00

0,01

0,98

0,01

0,02|1,06 |]-0,04

0,01

1,03

-0,02

0,01

12:15

0,95

0,04

0,02|1,04

-0,03

0,02

0,86

0,06

0,02

0,95

0,04

0,02|0,96|0,03

0,02

0,97

0,02

0,01

12:30

0,98

0,02

0,02|0,91

0,05

0,02

0,93

0,04

0,01

0,96

0,04

0,02|1,00/0,01

0,01

1,01

0,00

0,01

12:45

1,00

0,00

0,02|1,02

-0,02

0,02

1,02

-0,02

0,02

1,00

-0,01

0,01/1,00|-0,01

0,01

1,02

-0,02

0,01

13:00

1,00

-0,01

0,02|1,02

-0,02

0,03

0,96

0,01

0,02

0,96

0,03

0,01/0,95/|0,02

0,01

0,96

0,01

0,01

13:15

1,00

0,00

0,02|0,97

0,00

0,01

0,93

0,01

0,02

0,97

0,03

0,02|0,96|0,01

0,01

0,97

0,01

0,02

13:30

0,96

0,03

0,02|0,95

0,02

0,02

0,99

-0,01

0,02

0,98

0,01

0,02|0,97/0,00

0,02

0,97

0,00

0,01

13:45

0,98

0,01

0,02|0,92

0,04

0,02

1,08

-0,04

0,03

0,99

0,00

0,02|1,01|-0,02

0,02

1,00

-0,01

0,01

14:00

0,98

0,01

0,02/0,90

0,04

0,02

0,98

0,00

0,02

0,99

0,01

0,02|0,99/0,00

0,02

1,00

-0,01

0,01

14:15

1,01

-0,01

0,02|0,99

0,00

0,01

0,90

0,03

0,02

0,99

0,01

0,02|0,96|0,02

0,02

0,96

0,01

0,02

14:30

1,00

0,00

0,02{0,99

0,00

0,01

0,97

0,00

0,02

1,01

0,00

0,02|1,02|-0,01

0,01

0,98

0,01

0,01

14:45

1,00

0,00

0,02{1,02

-0,01

0,01

0,98

0,00

0,01

0,98

0,01

0,0110,910,05

0,01

0,92

0,03

0,02
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15:00

0,99

0,01

0,02

0,90

0,05

0,01

0,92

0,02

0,02

0,98

0,01

0,01

0,93

0,04

0,01

0,95

0,02

0,01

15:15

0,98

0,03

0,03

0,97

0,03

0,02

0,96

0,03

0,02

1,03

0,00

0,02

1,04

0,00

0,01

0,99

0,03

0,01

15:30

0,99

0,01

0,02

0,99

0,00

0,01

0,94

0,03

0,02

0,99

0,01

0,01

0,94

0,03

0,01

0,93

0,03

0,01

15:45

1,00

0,00

0,02

0,94

0,02

0,01

0,99

0,00

0,01

1,00

0,00

0,01

0,92

0,05

0,01

0,91

0,05

0,01

16:00

0,98

0,01

0,01

0,94

0,03

0,02

1,01

0,00

0,01

0,97

0,02

0,01

0,99

0,01

0,01

0,98

0,02

0,01

16:15

0,97

0,02

0,01

0,92

0,04

0,02

0,95

0,02

0,01

0,96

0,03

0,01

0,94

0,05

0,01

0,94

0,03

0,01

16:30

0,98

0,02

0,01

0,97

0,02

0,01

0,97

0,02

0,01

0,96

0,04

0,02

0,94

0,05

0,01

0,93

0,04

0,01

16:45

0,98

0,02

0,01

0,93

0,05

0,01

1,02

0,01

0,01

0,98

0,02

0,01

0,95

0,04

0,01

0,98

0,02

0,01

17:00

0,97

0,03

0,01

0,94

0,03

0,01

1,05

-0,01

0,01

0,96

0,04

0,01

0,93

0,06

0,01

0,94

0,05

0,01

17:15

0,99

0,02

0,01

0,84

0,09

0,02

1,01

0,02

0,01

0,97

0,03

0,01

0,93

0,05

0,01

1,02

0,01

0,01

17:30

1,01

0,01

0,01

0,90

0,06

0,02

1,02

0,01

0,01

0,98

0,03

0,01

0,97

0,03

0,01

0,95

0,04

0,01

17:45

1,00

0,00

0,01

0,98

0,01

0,01

0,95

0,03

0,02

0,94

0,04

0,01

1,01

-0,01

0,01

0,97

0,02

0,01

18:00

1,00

0,01

0,01

1,00

0,00

0,01

0,98

0,02

0,01

0,98

0,03

0,01

0,99

0,01

0,01

0,98

0,02

0,01

18:15

0,98

0,01

0,02

1,03

-0,01

0,02

1,01

0,00

0,02

0,96

0,03

0,01

0,94

0,04

0,01

0,97

0,02

0,01

18:30

0,99

0,01

0,02

0,97

0,02

0,01

1,00

0,00

0,02

0,97

0,03

0,01

1,03

-0,02

0,01

1,00

0,00

0,01

18:45

1,01

-0,01

0,01

1,01

-0,01

0,02

0,95

0,03

0,02

0,98

0,02

0,01

0,93

0,04

0,01

0,99

0,01

0,01

19:00

1,01

-0,01

0,01

1,02

-0,02

0,02

0,99

0,01

0,01

0,98

0,02

0,01

1,03

-0,02

0,01

1,01

0,00

0,01

19:15

1,00

0,00

0,01

0,96

0,01

0,01

1,04

-0,03

0,01

1,00

0,01

0,01

0,98

0,00

0,01

0,95

0,03

0,01

19:30

1,00

-0,01

0,01

0,93

0,03

0,01

1,01

-0,01

0,01

0,99

0,00

0,01

0,99

0,00

0,01

1,02

-0,02

0,01

19:45

1,00

0,00

0,01

0,95

0,03

0,01

0,99

0,01

0,01

0,98

0,02

0,01

1,02

-0,01

0,01

1,00

0,01

0,01

20:00

0,99

0,00

0,01

0,92

0,03

0,01

0,97

0,01

0,01

1,01

-0,02

0,01

1,00

-0,01

0,01

1,02

-0,01

0,01

20:15

0,99

-0,01

0,01

1,08

-0,06

0,01

1,00

-0,01

0,01

0,99

-0,01

0,01

0,96

0,02

0,01

0,97

0,00

0,01

20:30

1,00

-0,01

0,01

1,00

-0,02

0,01

1,02

-0,02

0,01

1,00

-0,01

0,01

0,98

0,00

0,01

0,99

0,00

0,01

20:45

0,99

-0,01

0,01

0,96

0,01

0,01

1,04

-0,03

0,01

0,99

-0,01

0,01

0,95

0,02

0,01

0,93

0,02

0,01

21:00

0,97

0,00

0,01

0,95

0,01

0,01

1,05

-0,03

0,01

0,99

-0,01

0,01

0,97

0,00

0,01

0,95

0,01

0,01

21:15

1,01

-0,02

0,04

0,98

-0,01

0,02

1,01

-0,01

0,04

1,00

-0,01

0,04

1,06

-0,05

0,03

1,09

-0,05

0,04

21:30

0,95

0,07

0,02

1,00

-0,01

0,02

0,99

0,05

0,03

0,93

0,10

0,03

1,05

-0,04

0,01

0,92

0,09

0,03

21:45

1,00

0,03

0,02

0,94

0,02

0,01

1,05

0,01

0,02

1,00

0,03

0,02

0,99

0,00

0,01

1,06

0,00

0,02

22:00

0,98

0,00

0,01

0,97

0,01

0,01

1,05

-0,02

0,01

0,99

0,00

0,01

0,99

-0,01

0,01

1,04

-0,03

0,01

22:15

0,97

0,00

0,01

0,91

0,04

0,04

1,02

-0,01

0,01

0,97

0,00

0,01

1,06

-0,03

0,04

1,00

0,00

0,01

22:30

0,92

0,04

0,01

0,74

0,16

0,02

0,84

0,08

0,02

0,86

0,10

0,01

0,77

0,18

0,03

0,87

0,08

0,02

22:45

0,92

0,03

0,01

0,90

0,08

0,02

0,92

0,03

0,02

0,88

0,07

0,01

0,94

0,06

0,02

0,93

0,03

0,02

23:00

0,96

0,00

0,01

1,01

-0,01

0,01

1,00

-0,01

0,01

0,97

0,00

0,01

1,03

-0,03

0,01

0,98

0,00

0,01

23:15

0,98

-0,01

0,01

1,05

-0,04

0,01

1,01

-0,02

0,01

0,95

0,02

0,01

0,99

-0,01

0,01

0,99

-0,01

0,01

23:30

0,95

-0,04

0,03

1,04

-0,03

0,01

0,91

-0,01

0,03

0,86

0,04

0,03

1,00

-0,02

0,01

0,87

0,01

0,03

23:45

0,98

-0,01

0,02

0,98

0,02

0,01

0,98

-0,01

0,02

0,99

-0,02

0,01

0,95

0,03

0,01

1,04

-0,04

0,01

00:00

0,98

0,00

0,01

0,97

0,00

0,01

0,99

0,00

0,01

0,97

0,00

0,01

1,01

-0,02

0,01

0,97

0,01

0,01
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Tabelle 8-4:

Parameter des Regressionsmodells fur 2 Umspannwerke fir die Jahreszeit
Ubergangszeit

Zeit

Umspannwerk 1

Umspannwerk 2

Werktag

Samstag

Sonntag

Werktag

Samstag

Sonntag

Bo

B

o

Bo | B1

(o)

Bo

B

(o)

Bo

B

o

Bo | B1

(o)

Bo

B

(o)

00:30

0,99

-0,01

0,0

1]0,95]0,00

0,01

1,09

-0,06

0,01

0,98

-0,01

0,01]0,96|0,01

0,01

0,92

0,02

0,01

00:45

1,00

-0,02

0,0

1/1,04]-0,04

0,01

0,96

0,00

0,01

0,98

0,00

0,01/0,94|0,01

0,01

0,97

-0,01

0,00

01:00

0,98

0,00

0,0

1]1,01]-0,02

0,01

0,91

0,02

0,01

1,00

-0,01

0,01]0,95|0,01

0,01

0,93

0,01

0,01

01:15

1,01

-0,01

0,0

1/0,96/0,01

0,02

0,93

0,01

0,01

0,98

0,00

0,01/0,98|0,00

0,01

0,96

0,00

0,01

01:30

1,01

-0,01

0,0

1/0,94/0,02

0,01

0,84

0,05

0,01

0,99

0,00

0,01/0,97|0,00

0,01

0,96

0,00

0,01

01:45

1,04

-0,02

0,0

1/0,97/0,01

0,02

0,99

0,00

0,01

1,02

-0,01

0,01(1,02]-0,01

0,01

0,94

0,01

0,01

02:00

0,98

0,01

0,0

1/0,99/0,00

0,01

1,02

-0,01

0,01

1,00

0,00

0,01/0,98|0,00

0,01

0,94

0,01

0,01

02:15

0,99

0,00

0,0

1/0,96/0,01

0,01

0,96

0,01

0,01

0,98

0,01

0,01/0,96|0,02

0,01

0,97

0,01

0,01

02:30

0,97

0,01

0,0

1/0,97/0,01

0,00

0,99

0,00

0,01

0,98

0,01

0,01(1,02]-0,01

0,01

1,01

-0,01

0,01

02:45

0,99

0,01

0,0

1/0,99/0,01

0,01

0,91

0,03

0,01

0,99

0,01

0,01/0,97|0,01

0,01

0,99

0,00

0,00

03:00

0,99

0,01

0,0

1/0,96|0,02

0,01

0,97

0,01

0,01

0,99

0,00

0,01/0,96|0,02

0,01

0,97

0,00

0,01

03:15

0,97

0,02

0,0

1]1,02|-0,01

0,01

0,98

0,00

0,01

0,98

0,02

0,01/0,99/0,01

0,01

1,02

-0,01

0,01

03:30

0,98

0,01

0,0

1/1,00/0,00

0,01

1,08

-0,02

0,00

1,00

0,00

0,01/1,00|0,00

0,01

1,00

0,00

0,01

03:45

1,01

0,00

0,0

1/0,98/0,01

0,01

0,97

0,01

0,01

0,95

0,03

0,01/1,04]-0,01

0,01

0,97

0,01

0,01

04:00

1,00

0,00

0,0

1/0,98/0,01

0,01

0,90

0,03

0,01

0,99

0,01

0,01/0,99|0,00

0,01

0,97

0,01

0,01

04:15

0,96

0,02

0,0

1]1,05|-0,02

0,01

1,00

0,00

0,01

0,99

0,02

0,01/1,05|-0,02

0,01

1,01

0,00

0,01

04:30

0,95

0,03

0,0

21/1,00/0,00

0,01

1,03

-0,01

0,01

0,97

0,02
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B Weitere Validierungen der stochastischen Modellierung der

Residuallast
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Abbildung 8-2: RMSE des 1. Perzentils Uber die Dauer eines Jahres fiir die stochastischen

Modellierung der Residuallast von 42 Umspannwerken
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Abbildung 8-3: RMSE des 1. Perzentils tGber die Dauer eines Jahres fir die stochastischen

Modellierung der Residuallast von 42 Umspannwerken

C Netzparameter des 5-Knoten-Testsystems

Wie bereits in Kapitel 4.2 beschrieben ist die Topologie des 5-Knoten-Testsys-
tems aus [86] entnommen und die Leitungsparameter wurden angepasst, um ein
kleines 110 kV-Netz abzubilden. Nachfolgend sind in Tabelle 8-5 die Leitungspa-
rameter angegeben.

Tabelle 8-5: Leitungsparameter des 5-Knoten-Testsystems

Leitung Von Nach R X ltherm Lange
(Knoten)  (Knoten) (Q) (Q) (A) (km)
1-2 1 2 6,28 15,636 535 40
1-4 1 4 4,71 11,727 535 30
1-5 1 5 3,14 7,818 535 20
2-3 2 3 3,14 7,818 535 20
3-4 3 4 3,14 7,818 535 20
4-5 4 5 3,14 7,818 535 20

D Berechnung der ACDF-Methode am 5-Knoten-Testsystem

Um die Anwendung der ACDF zu verdeutlichen, erfolgt ein numerisches Beispiel
zur Berechnung der ACDF. Als Netzmodell wird das 5-Knoten-Testsystem aus
Abbildung 4-2 verwendet und eine Berechnung erfolgt lediglich fir die Wirkleis-
tungen. Der Linearisierungspunkt wird, wie in Abschnitt 4.3.2 beschrieben, zu
POLeitung-d = 0 MW & APy=1 MW gewahlt. Zur Berechnung der ACDF muss dem-
nach zunachst ein Lastfluss berechnet werden, bei dem samtliche Knotenleistun-
gen Pknoten = 0 MW betragen. Da das 5-Knoten-Testsystem nur von einem Bilanz-
knoten an Knoten 4 versorgt wird, entstehen in diesem Fall keine Leistungsfliisse
und es gilt POLeitung = 0 MW. FUr eine Berechnung der ACDF aller Leitungen bezo-
gen auf Knoten 3, wird die Knotenleistung an Knoten 3 um AP3=1 MW erhght.
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Daraus resultieren die folgenden Lastfliisse (wobei ein positiver Wert auf Lei-
tung i-j bedeutet, dass der Leistungsfluss von Knoten i zu Knoten j fliel3t):

PLeitung AP, -

_Pl_z_

P1—4
Py
Py_3
P34

P, .

[ 0,2059 7
—-0,1177
—0,0883
0,2059
—0,7942
L 0,0833

MW

(8-3)

In (8-3) wurde wiederum die verlustlose Betrachtung nach [91] verwendet, in dem
die Leistungsflisse auf der Mitte der Leitung berechnet wurden. Nach Formel
(4-9) berechnet sich der ACDF von Knoten 3 auf Leitung 3-4 zu:

A CDFP,Leitung 3-43 =

AP,

—0,7942

P;_,—PY, _ —0,7942 MW — 0 MW

1MW (8-4)

Nach der Berechnung der ACDF an allen Knoten folgt fur die Abbildungsmatrix:

ACDF, =

—0,1765
—0,4706
—0,3530
—0,1765
—01765

L 0,3530

0,4118

-0,2354 -0,1177
—0,1765 —0,0883

—0,5883

—0,5883 —0,7942

0,1765

0,2059

0,2059

0,0883

0
0
0
0
0

0

—0,08827
—0,2353
0,3235
—0,0882
—0,0882
0,6765 1

(8-5)

Dabei kann die Matrix aus (8-5) fur (4-2) verwendet werden. Die Zeilen beschrei-
ben in (8-5) die Leitungen und die Spalten die Knoten im Testsystem. Da das 5-
Knoten-Testsystem insgesamt 6 Leitungen und 5 Knoten besitzt, ergibt sich die
Form der Matrix zu 6 Zeilen und 5 Spalten.

E Linearisierung der Blindleistungsflliisse

Die Linearisierung des Blindleistungsflusses erfolgt anhand des Imaginarteils aus
(4-3). Wie bereits in Kapitel 4.3 beschreiben liegt den Linearisierungen eine Ent-
kopplung der Wirk- und Blindleistungsfliisse nach [88] und [89] zu Grunde. Auf-
grund des R/X-Verhaltnisses hangt der Blindleistungsfluss iberwiegend vom Be-
trag der Knotenspannung ab [87]. Es folgt als Naherung fir den Blindleistungs-

fluss:
o 2l =l o -cos(o=9) o
- X
Mit Qi-j Blindleistungsfluss MVA
X Leitungsreaktanz QO
UARRA Spannungsbetréage an Anschlussknoten i bzw. j kv
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o

9,9y Spannungswinkel an den Anschlussknoten i bzw. j

Durch eine Taylorreihenentwicklung erster Ordnung kann der Blindleistungsfluss
uber einer Leitung, bei Anderung der Spannungsbetrage, wie folgt berechnet wer-
den.

00Q;_;

Qi (|us| + Alts]) = Qi (|U]) + - A Ui (8-7)
Gl

Mit: Pi_; Wirkleistungsfluss auf Leitung i-j

Anderung des Spannungsbetrags an Anschlusskno-

A|Q"| teni

Die weitere Herleitung der Linearisierung der Blindleistung erfolgt analog zur
Wirkleistung und kann Kapitel 4.3 entnommen werden. Die Linearisierung der
Blindleistung besitzt einen grofReren Fehler als die Wirkleistung. Eine Validierung
der Blindleistungsfliisse bei Verwendung der ACDF-Methode ist Abbildung 8-4
dargestellt. Die Grafik ist identisch zu Abbildung 4-6 aufgebaut. Die Interpretation
der Grafik kann somit analog erfolgen.

15 15 :
< —— Mittelwert < l[e!:ung ;_i
= 10 — 25/75 Perzentil = 10 Lg:tﬁﬂg 4:5
= —-===Maximum/Minimum | =
~— 5 1 ~ 5 L
g ! g
= T =)
T E T 5 ¢ y 4
H 1
(@] 5 1 i g 51
< i <
e — A0
1-2 1-4 1-5 2-3 3-4 4-5 -20 -10 0 10 20
Leitung zwischen Knoten Q . / MVAr
Leitung
Abbildung 8-4: Validierung der Blindleistungsfliisse im 5-Knoten-Testsystem anhand eines

Boxplots (links) und dargestellt Gber die Blindleistungsfliisse auf den Leitun-
gen (rechts)

F Berechnung der ACLODF fuir das 5-Knoten-Testsystem

In diesem Abschnitt erfolgt ein numerisches Beispiel zur Berechnung der
ACLODF einer einzelnen Leitung und eines MBs am Beispiel des 5-Knoten-Test-
systems. In Anhang D wurden bereits die ACDF des 5-Knoten-Testsystems in
(8-5) berechnet. Nach (4-24) berechnen sich der ACLODF der Leistungséande-
rung auf Leitung 4-5 durch einen Ausfall von Leitung 3-4 zu (Ausfall einer einzel-
nen Leitung):

ACLODF - ACHbss — AlDpss e
PA-53-4 = T+ ACDFp 53 — ACDFp 5 4




134 8 Anhang

0—0,0883
=—-0,429

ACLODFp 4534 = T (=g, =

Die Nummerierung der ACDF in (8-8) entspricht der Zeile und Spalte. Im 5-Kno-
ten-Testsystem wird der Ausfall der Leitungen 1-2,1-4,1-5 als MB betrachtet. Fur
die Berechnung der ACLODF muss zunachst die Inverse-Sensitivitatsmatrix aus
(4-25) bzw. (4-26) berechnet werden. Da die Leistungsflussrichtungen im 5-Kno-
ten-Testsystem flir das MB umgekehrt zu Abbildung 4-11 definiert sind, muss das
Vorzeichen der Einheitsmatrix gedndert werden. Somit berechnet sich die In-
verse-Sensitivitdtsmatrix zu:

“1 0 o0 [ACDFp];, [ACDFply4 [ACDFplis\]™"
SFyp = (0 -1 0>+ [ACDFP]Z’Z [ACDFP]ZA_ [ACDFP]Z,S
0 0 -1 [ACDFpl3, [ACDFpl34 [ACDFp]3s
1 0 0 04118 0 —0,0882\] "
SFyp = <0 -1 0>+ —02354 0 -0,2353 (8-9)
0 0 -1 —-0,1765 0 0,3235
—1,7694 00,2308
SF,; =| 03078 —1 0,3077
| 04617 0 —1,5385

Mit der Sensitivitatsmatrix berechnet sich der ACLODF der Leistungsflussdnde-
rung auf Leitung 4-5 durch einen Ausfall von Leitung 1-5 als Teil des MBs zu.

ACLODFP,4—5,5—1,MB = (—1) ) [ACDFP]G,MB ' [SFMB]3

0,3077
—1,5385

0,2308
] (8-10)

ACLODFp 4 55 15 = (—1) - [0,1765 0 0,6765]-[

ACLODFp 4551y =1

Der Wert fur den ACLODF = 1 aus (8-10) bedeutet, dass im Fall eines Ausfalls
des MBs jeglicher Leistungsfluss, der durch das MB zu Knoten 5 geflossen ist,
nach dem Ausfall Uber Leitung 4-5 flieRen muss. Berechnet man, wie gezeigt, die
ACLODF fur die Ausfalle der einzelnen Leitungen und des MBs des 5-Knoten-
Testsystems, so folgt:

-1 0 0 -1 -1 =0273
0 -1 0 0572 0572 —0,727
0 0 -1 0428 0428 1

ACLODDF, =| o o 21 T 03 (8-11)
-1 0 0 -1 -1 =-0273
L0 0 1 -0428 0428 -1
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