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Kurzfassung

Um den Einfluss von Elektromobilitdt auf zuklinftige Stromnetze abzuschéatzen, werden
probabilistische Lastmodelle fir Haushalte, Photovoltaik und Elektroautos erstellt, die
eine zeitreihenbasierte Betrachtung von Lastflissen erlauben. Dabei wird eine Metho-
dik entwickelt, Spannungsbandverletzungen und Uberlastungen anhand ihrer Auf-
trittswahrscheinlichkeit auf Basis einer probabilistischen Lastflussanalyse zu berech-
nen. Bei der konventionellen Netzplanung kénnen durch die Betrachtung weniger Aus-
legungsfélle von einem Hoch- und Schwachlastfall Unter- bzw. Uberdimensionierungen
auftreten. Dabei ist es unmdglich, Aussagen Uber die Auftrittswahrscheinlichkeit oder
die Dauer einer Uberlastung zu treffen. Diese Nachteile kénnen durch eine probabilisti-
sche Betrachtung vermieden werden, da Uber die Auslegungsfalle hinaus jeder mogli-
che Lastfall mit seiner zugehdérigen Auftrittswahrscheinlichkeit berticksichtigt wird. Eine
probabilistische Netzplanung erfordert darliber hinaus eine Neuinterpretation bisheriger
Netzplanungspramissen, die ein toleriertes Risiko einer Uberlastung zulésst. Auf diese
Weise wird ein Netz erst ausgebaut, wenn das zugelassene Risiko einer Uberlastung
{iberschritten wird und nicht bereits dann, wenn eine Uberlastung theoretisch méglich
ist.

Um darUber hinaus auch etwaige positive Effekte von Elektromobilitdt auf das Strom-
netz durch Lademanagementsysteme zu analysieren, wurde die entwickelte Methodik
um eine Berilcksichtigung des Netzbetriebs erweitert. Durch die probabilistische Be-
trachtung kann die Dauer abgeschatzt werden, in der ein Leitungselement Uberlastet ist
oder an einem Knoten Unterspannung besteht. Damit kénnen mdgliche Kompensati-
onskosten abgeschéatzt werden, die durch die Abregelung von Elektrofahrzeugen oder
auch anderen Einspeisern bzw. Verbrauchern entstehen, um den Netzbetrieb zu ge-
wahrleisten. Ist eine Leitung beispielsweise nur wenige Stunden im Jahr Uberlastet
kann abgewogen werden, ob ein Leitungszubau oder die Abregelung von Einspeisern
im Ruckspeisefall bzw. von Verbrauchern im Lastfall, wie zum Beispiel regelbaren
Elektroautos, glnstiger ist.

Als Ergebnis dieser Arbeit steht ein Vorschlag fir eine neue Herangehensweise in der
Netzplanung sowie mégliche Netzanschlussbedingungen fir Elektromobilitat. Die Basis
fr die vorgeschlagenen Netzanschlussbedingungen bilden dabei Untersuchungen der
Kosten und Effektivitat netzbetrieblicher MaBnahmen Uber ein Lademanagement im
Vergleich zu konventionellem Netzausbau.
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Abstract

The ongoing climate change has led to worldwide efforts to reduce CO2 emissions.
Therefore, the federal government of Germany wants to transform the energy system
by increasing the usage of renewable energies and improving energy efficiency. The
promotion of these technologies already results in high implementation costs. Further-
more, electric mobility is an important part of this energy transformation as electric
vehicles enable the use of renewable energies in the transport sector, which is respon-
sible for about 30% of the total primary energy consumption in Germany. However, the
resulting additional loads of electric vehicles might require grid reinforcements and
thereby demand further investments. For a cost optimal implementation of electric
vehicles it is essential to assess the impact and costs associated with the required grid
reinforcement.

A first analysis shows that electric vehicles mostly affect the distribution grid in Germa-
ny, especially the low voltage grid. To estimate the impact of electric mobility on future
electricity networks, probabilistic load models for households, photovoltaic systems and
electric vehicles were created that allow time-series analysis of load flows. For the load
model representing an electric vehicle, the mobility behavior of today’s car owners is
consulted. This permits the prediction of the starting time and duration of the charging
process, that depend on the arrival time at home and the distance travelled daily. Fur-
thermore, a methodology is developed to calculate voltage violations and overload of
power lines by a probabilistic load flow analysis. With conventional grid planning, power
lines and transformers are dimensioned to accommodate worst case scenarios, which
are possible but not very likely. With this conventional approach it is impossible to as-
sess the probability of a worst case to actually occur or the duration of overloads or
voltage violations. A probabilistic approach can avoid these shortcomings by taking
every possible load case into account. This also requires a new interpretation of previ-
ous network planning assumptions, which allows for a certain tolerated risk of overload-
ing. This way, a network is reinforced when the tolerated risk of overloading is exceed-
ed, and not already when an overload is theoretically possible.

In addition, an estimation of possible positive effects of electric mobility on the electricity
grid by load management systems can be accomplished. For that purpose, the meth-
odology is extended to account for network operation measures reducing load levels.
With the probabilistic approach, average durations of overload can be estimated. When
the load of electric vehicles is actively reduced by the load management system to
ensure grid operation, the associated costs for compensating the vehicle owner can be
estimated by consideration of the required duration. These costs can be compared with
the costs of conventional power line reinforcement. With the overload only occurring a
few hours a year, network operation measures by using load management systems for
electric vehicles appear to be the cost-optimal solution.
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However, the grid might not only benefit from a load management system. If, for exam-
ple, the vehicle owner takes advantage of the load management system by charging
preferably during times of low electricity prices, the grid might need to supply an in-
creased load and thereby exceed capacity limits. Therefore, the reduction in charging
costs need to be compared to eventually increased grid reinforcement costs. If the
reinforcement costs are higher, it might be better for the network operator to shift elec-
tric vehicle loads and compensate the owners for their lost opportunity to charge cost
optimally.

In summary, the results of this work are as followed:

e Impact of additional electric vehicle loads on electricity grid infrastructure

e Probabilistic load modeling of households, photovoltaic systems and electric ve-
hicles

e Development of a methodology to consider network operation strategies and
load management systems in grid planning

e Calculation of probabilities of voltage violations and overload of grid entities

These results propose a new approach for probabilistic grid planning and possible grid
connection requirements for electric vehicles on the basis of a careful analysis of the
cost effectiveness of these measures. The developed grid code for electric vehicles
includes:

e Frequency controlled charging: if the frequency decreases beyond critical limits,
the electric vehicles reduce their charging active power. Furthermore, frequency
oscillations in the transmission grid can be dampened by electric vehicles.

e Reactive power control: due to the high R to X ratio in low voltage grids reactive
power affects the respective voltage only marginally. Nevertheless, electric vehi-
cles feeding in reactive power show to be very effective for the grid. The load on
power lines can be reduced significantly as the reactive power required for in-
ductive loads does not need to be transferred from medium voltage and above.
This makes it particularly effective in urban grids, where the load on power lines
is the limiting criterion.

e Active power control: reduction of active power according to the current voltage
is an additional relief and increases charging time only slightly.

These charging strategies were tested in an urban grid case study and showed to be
very effective. Finally, an active power reduction for photovoltaic systems was tested in
a rural grid case study and proved to reduce necessary grid reinforcements significant-
ly. Grid operation strategies, whether controlling photovoltaic systems or electric vehi-
cles, can be superior to grid reinforcements, when the additional capacity is only need-
ed a few hours a year and compensation costs are comparably low.
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1 Einleitung 1

1 Einleitung

1.1 Motivation und Hintergrund

Der anhaltende Klimawandel hat zu weltweiten Bestrebungen geflihrt den CO,-AusstoB
zu senken. Die Bundesregierung hat dazu die Energiewende auf den Weg gebracht,
die zur Senkung des CO,-AusstoBes insbesondere zwei MaBnahmen vorsieht. Zum
einen soll der Energieverbrauch als Ganzes durch eine Steigerung der Energieeffizienz
und Scharfung des Bewusstseins in der Bevdlkerung reduziert werden. Zum anderen
soll ein erheblicher Anteil der Energieversorgung tber erneuerbare, CO,-neutrale Ener-
gien gedeckt werden. Es ist erkléartes Ziel der Bundesregierung, bis zum Jahr 2020
einen Anteil von 20% des Primarenergieverbrauchs Deutschlands aus erneuerbaren
Quellen sicherzustellen. Fur den Stromsektor bedeutet dies einen Anteil von ca. 37%
an erneuerbaren Energiequellen wie Wind, Photovoltaik und Biogas. Die Auswirkungen
der Férderung dieser Technologien treten bereits heute in Form hoher Umsetzungskos-
ten deutlich zu Tage. Auch Elektromobilitat ist ein wichtiger Bestandteil der Energie-
wende. Durch sie kénnen erneuerbare Energien auch im Verkehrssektor, der flr ca.
30% des Endenergieverbrauchs Deutschlands verantwortlich ist [BMWi, 2013], genutzt
werden. Auf diese Weise kann der durch Mineral6l gedeckte Anteil an Primarenergie
weiter reduziert werden.

Bei der Gestaltung der Energiewende ist die Kosteneffizienz der MaBnahmen ein we-
sentlicher Punkt, so dass mit gegebenen finanziellen Ressourcen ein moglichst groBer
Effekt hinsichtlich der Reduktion des CO,-AusstoBes erreicht wird. Neben den Investiti-
onskosten fur den Ausbau von Windkraft-, Photovoltaik- oder Biogasanlagen fallen
weitere Kosten flr den Netzausbau an. Auch ist damit die Férderung der Elektromobili-
tat zu hinterfragen, da zusétzlicher Netzausbaubedarf bestehen kénnte. Um den Bei-
trag von Elektromobilitét zur Energiewende abzuschatzen, missen somit auch eventu-
elle Ausbaukosten durch die zusatzliche Netzbelastung bericksichtigt werden.

Die Fragestellung der Netzbelastung riihrt typischerweise aus der Netzplanung her, in
der insbesondere auch langfristige Einflisse, wie beispielsweise die Entwicklung der
Elektromobilitat, wichtig sind. Dies liegt an den langen Planungshorizonten der Ener-
gieversorger, die durch sehr hohe Investitionskosten und Abschreibungszeitraume der
Betriebsmittel bedingt sind. Dabei werden die Netze klassischerweise auf einen Ausle-
gungsfall dimensioniert, der einer sehr hohen Belastung entspricht und daher nur sehr
selten auftritt. Die Auslegungsfalle basieren auf Messdaten, Erfahrungen von Netzpla-
nern und Planungsrichtlinien [Nagel, 2008] [denaVNS, 2012] [Kaufmann, 1995]. Diese
Herangehensweise resultiert in héchst zuverlassigen Netzen, die jedoch auch groBe
Investitionskosten erfordern. Dabei ist es jedoch unméglich Aussagen Uber die Wahr-
scheinlichkeit zu treffen, mit der ein solcher Auslegungsfall oder eine Uberlastung tat-
sachlich eintrifft. Diese Wahrscheinlichkeit wirde eine Abschatzung der zu erwartenden
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jahrlichen Haufigkeit und Dauer einer Uberlastung erlauben. Somit lieBe sich abwagen,
ob beispielsweise bei nur kurzen Uberlastungsdauern eine Abschaltung und Verschie-
bung der Last von Elektrofahrzeugen sinnvoll ware oder ob das Netz ausgebaut werden
sollte. Dies wirde die Erhéhung des Ausnutzungsgrades der bisher lediglich auf die
Spitzenleistung ausgelegten Stromnetztopologie und damit eine deutliche Kostenreduk-
tion bei der Umsetzung der Energiewende ermdglichen.

1.2 Thema und Zielsetzung

Das Ziel dieser Arbeit ist die Untersuchung des Einflusses von Elektromobilitat auf
zuklnftige Netzstrukturen und eventuell notwendigen Ausbaubedarf. So kénnen Netze
bereits heute zukunftssicher geplant und langfristig auf zuséatzliche Belastungen vorbe-
reitet werden. Als Ergebnis dieser Arbeit soll eine Empfehlung méglicher Anschlussbe-
dingungen flr Elektromobilitdt stehen, die sinnvolle Voraussetzungen fordern, um ein
Elektroauto optimal ins elektrische Netz integrieren zu kénnen.

Sehen beispielsweise Anschlussbedingungen vor, unter bestimmten netzkritischen
Bedingungen den Ladevorgang zu unterbrechen, so kann dies den Netzausbau in
erheblichem MaBe reduzieren und damit Kosten einsparen. Allerdings wird dadurch der
Fahrzeughalter in seiner Flexibilitdt eingeschrénkt, da das Fahrzeug nicht in kirzest
moglicher Zeit geladen wird. Um abzuwéagen, ob eine Anschlussbedingung bzw. ein
netzfreundliches Lademanagement damit zielfihrend ist, muss festgestellt werden, wie
groB der Nutzen fur das Netz ist und wie viel Netzausbau gleichzeitig eingespart wer-
den kann. Auf der anderen Seite muss abgeschéatzt werden, ob diese Einsparung ver-
haltnismaBig gegentber dem Komfortverlust des Fahrzeughalters ist. Das lieBe sich
Uber die Haufigkeit der Lastverschiebung und damit der H&ufigkeit eines Komfortver-
lusts abschatzen. Auf dieser Basis kann politisch, &hnlich zur geforderten Versorgungs-
zuverlassigkeit, entschieden werden welche Anschlussbedingungen fir Elektroautos im
Hinblick auf Einsparungen beim Netzausbau sinnvoll sind.

Dies ist der Kompromiss zwischen Smart Market [BNetzA, 2011], der Freiheit aller
Netzbenutzer das Netz nach eigenen Gesichtspunkten optimal zu nutzen, und dem
Smart Grid, welches durch technische Restriktionen in seiner Leistungskapazitat be-
grenzt ist. Méchten Fahrzeughalter beispielsweise ihr Elektroauto genau dann laden,
wenn der Strompreis besonders glnstig ist, fihrt das zu einer hohen Gleichzeitigkeit.
Fallt der glnstige Strompreis zusétzlich mit einer ohnehin erhdéhten Netzbelastung
zusammen, kann es zu Problemen kommen. Es ist jedoch nicht sinnvoll das Netz fir
solch seltene und extreme Félle zu dimensionieren. Stattdessen kdnnte der Netzbetrei-
ber dem Smart Market nach § 13 Energiewirtschaftsgesetz (EnWG) Einhalt gebieten
und Elektroautos solange vom Netz nehmen, bis wieder ausreichend Kapazitaten zur
Verfligung stehen. Dies wird von der Bundesnetzagentur treffend mit einer Kapazitats-
ampel visualisiert [BNetzA, 2011]. In Zeiten ausreichender Kapazitat ist diese grin und
alle Netzteilnehmer kénnen sich nach wirtschaftlichen Gesichtspunkten verhalten.
Gerat das Netz an seine Grenzen, geht die Ampel auf gelb und die Marktteilnehmer
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werden gewarnt, dass sie eventuell abgeschaltet werden. In der roten Ampelphase
herrscht ein Netzengpass und der Netzbetreiber kann einzelne Verbraucher oder Er-
zeuger abschalten, um den Netzbetrieb zu gewahrleisten. Hierdurch entstehen wirt-
schaftliche Verluste, die den Netzausbaukosten gegeniberstehen. Es gilt an dieser
Stelle einen optimalen Kompromiss zu finden, so dass das Netz nicht auf eine theore-
tisch maximale Spitzenlast dimensioniert werden muss, die nur sehr selten auftritt. Im
Einzelnen hangt dies davon ab, wie haufig Verbraucher und Erzeuger abgeregelt wer-
den mussten und wie haufig damit solche Netzausfallkosten entstehen. Sind diese
Haufigkeiten bzw. Ausfallwahrscheinlichkeiten bekannt, lieBe sich ein optimaler Kom-
promiss zwischen Netzausbau und Eingriff Gber Abschaltung einzelner Verbraucher
und Erzeuger finden.

Um jedoch solche Haufigkeiten berechnen zu kénnen, bedarf es mehr als einer bloBen
Berechnung eines statischen Auslegungsfalls. Daher ist ein weiteres Ziel dieser Arbeit
eine Methodik zu entwickeln, um Netzbelastungen auch hinsichtlich ihrer Auftrittswahr-
scheinlichkeit zu identifizieren. Dies soll auf Basis einer probabilistischen Lastflussana-
lyse gelingen, die es auch erméglicht, Betriebsstrategien, wie zum Beispiel Lademana-
gements, in der Netzausbauplanung zu berlcksichtigen und gegeneinander abzuwa-
gen.

Als Endergebnis soll eine probabilistische Netzplanung stehen, die nicht nur wenige
statische Auslegungsfalle betrachtet, sondern eine Vielzahl an Belastungsféllen mit
ihrer jeweiligen Auftrittswahrscheinlichkeit berechnen kann. Dies erméglicht sowohl eine
Identifikation etwaiger Uberdimensionierungen als auch eventueller Unterdimensionie-
rungen der konventionellen Netzplanung. So kann sie in erheblichem MaBe verbessert
werden.

Zusammengefasst werden die Ziele der vorliegenden Arbeit wie folgt festgelegt:

e Untersuchung des Einflusses einer zunehmenden Anzahl an Elektroautos auf
die Stromnetzinfrastruktur

e Entwicklung eines Verfahrens zur Berlcksichtigung von Netzbetriebsstrategien
und Lademanagements in der Netzplanung

e Bestimmung der Auftrittswahrscheinlichkeiten von Spannungsbandverletzungen
und Uberlast

e Ableitung neuer Netzplanungskriterien als optimaler Kompromiss zwischen
netzbetrieblicher Abregelung (von Einspeisern und flexiblen Verbrauchern) so-
wie konventionellem Leitungsausbau zur Erhéhung des Auslastungsgrades der
Stromnetze

e Empfehlung von Anschlussbedingungen flr Elektromobilitat

Im folgenden Abschnitt wird beschrieben, welche Schritte im Einzelnen unternommen
werden, um diese Ziele zu erreichen.
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1.3 Herangehensweise und Struktur der Arbeit

Um den Einfluss von Elektromobilitdt auf zukinftige Netze zu bestimmen, wird in Kapi-
tel 2 die Marktentwicklung von Elektromobilitdt betrachtet, um die zu erwartende Anzahl
an Elektroautos zu bestimmten Zeitpunkten abschatzen zu kénnen. Neben der Anzahl
ist fUr die Netzbelastung durch Elektrofahrzeuge auch deren Ladeleistung sowie ihr
Energiebedarf wichtig, um die Ladedauer und damit auch die Dauer der Belastung des
Netzes zu ermitteln. In Kapitel 3 wird abgeschatzt, wie groB der Einfluss auf einzelne
Betriebsmittel sowie auf die Verteilnetz- und Ubertragungsnetzebene ist. Dariiber hin-
aus wird dieses Kapitel zeigen, warum eine probabilistische Betrachtung fir die Be-
rechnung von Elektromobilitdt notwendig ist. Kapitel 4 zeigt verschiedene in der Litera-
tur vorkommende Médglichkeiten einer zeitreihenbasierten Lastflussrechnung, die An-
haltspunkte Uber die Auslastungswahrscheinlichkeiten von Betriebselementen liefern
kann. Ferner wird hier aufgezeigt, wie diese fir eine probabilistische Netzbelastungsbe-
rechnung und weitergehend fiir eine probabilistische Netzplanung genutzt werden
kdénnen. Kapitel 5 legt die Grundlagen fur diese Art der Berechnung, indem Lasten und
Erzeuger probabilistisch modelliert werden. Dabei kommen Messdaten zum Einsatz, die
Uber das stochastische Verhalten von Haushalten Aufschluss geben. An dieser Stelle
der Arbeit kommt der probabilistischen Modellierung der Elektromobilitdt besondere
Bedeutung zu, die fir eine Abschatzung der Gleichzeitigkeit, Dauer und Héhe der
Belastung ausschlaggebend ist. Des Weiteren werden als Erzeuger beispielhaft Photo-
voltaikanlagen modelliert. Kapitel 6 beschreibt einen neuen Ansatz flr eine probabilisti-
sche Netzplanung. Dabei werden neue Netzplanungskriterien mit einer probabilisti-
schen Interpretation bisheriger Planungsgrundsétze entworfen, die tGber die Notwendig-
keit von Netzausbau entscheiden. Zugleich wird hier auch beschrieben, welche Mdbg-
lichkeiten es gibt das Netz zu verstdrken. Dazu zahlen neben dem konventionellen
Netzausbau durch das Verstarken von Leitungen insbesondere auch Lademanage-
ments flr Elektroautos. In Kapitel 7 wird die beschriebene Methodik anhand zweier
Fallstudien flr eine landliche und eine stadtische Netztopologie ausgefihrt. Kapitel 8
soll aufzeigen, wie bisherige Netzplanungskriterien im Hinblick auf eine probabilistische
Netzplanung neu interpretiert werden kénnen. Darlber hinaus werden in diesem Kapitel
aus dem Vergleich verschiedener Lademanagements aus Kapitel 7 Anschlussbedin-
gungen fur Elektromobilitdt abgeleitet. Kapitel 9 fasst die Ergebnisse dieser Arbeit
zusammen und gibt einen Uberblick iber mdgliche Ansatze fiir weitere Forschung.
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2  Marktentwicklung von Elektromobilitat

Als Bestandteil der Energiewende hat Elektromobilitdt das Potential die Abhangigkeit
vom Erddl zu reduzieren und den CO,-AusstoB in Kombination mit dem Ausbau erneu-
erbarer Energien zu senken. Elektromobilitédt hat diverse Marktvorteile gegentber kon-
ventionellen Fahrzeugen, die deren Einflhrung unterstitzen:

e Lokale Emissionsfreiheit reduziert die Schadstoffbelastung in Ballungszentren

¢ Globale Reduktion von CO,-Emissionen (abhangig vom Kraftwerkspark)

e Reduktion akustischer Emissionen

e Niedrigere Betriebskosten: Elektrischer Antriebsstrang ist wartungsarmer und es
wird weniger fir den Strom pro Kilometer gezahlt als bei Benzin (derzeit haupt-
sachlich aufgrund von Steuervorteilen)

e Energieeffizienz: Besserer Well to Wheel Wirkungsgrad durch effizientere Ener-
gieruckgewinnung beim Bremsen (Rekuperation), kein Energieverbrauch bei
Staus oder Ampelstopp

Dem gegenlber stehen jedoch die hohen Kosten fir die Batterie und damit fir das
Gesamtfahrzeug, sowie die daraus resultierende geringe Reichweite. Denn technisch
sind Elektrofahrzeuge mit mehr als 600 km Reichweite umsetzbar [lekker, DBM, 2010],
jedoch ist dies preislich aufgrund der groBen und damit teuren Batterie finanziell unat-
traktiv. Der Preis und die Reichweite sind die Hauptbeweggriinde deutscher Autofahrer,
sich derzeit gegen ein Elektrofahrzeug zu entscheiden. Die zukinftige Entwicklung von
Elektromobilitat steht und fallt somit mit der Entwicklung der Batterietechnik. Dieses
Kapitel schatzt die benbtigten Parameter ab, um im weiteren Verlauf den Einfluss von
Elektromobilitat auf elektrische Netze berechnen zu kdnnen.

2.1  Prognose zukiinftiger Entwicklung von Elektromobilitat
und erneuerbaren Energien

Der Nationale Entwicklungsplan Elektromobilitat der Bundesregierung [NEP, 2009] hat
als Ziel, 2020 bereits eine Anzahl von einer Million und 2030 bereits eine Anzahl von 5
Millionen Elektroautos zu erreichen. Bei einer Gesamtmenge von ca. 40 Millionen Pkw
in Deutschland entsprechen diese Zielvorgaben einem Durchdringungsgrad von 2,5%
far 2020 bzw. 12,5% fir 2030. Auch [NPE, 2011] halt an den gesteckten Zielen fest.
Stand 01.01.2014 gibt es laut Kraftfahrt-Bundesamt ca. 97 731 (gegenlber 72 109 am
01.01.2013) Personenkraftwagen mit elektrischem oder hybridelektrischem Antrieb.
Davon sind 12 156 Fahrzeuge rein elektrisch mit 6 051 Neuzulassungen in 2013.

Neben der Anzahl an Elektroautos ist auch die Entwicklung der erneuerbaren Energien
zu berlcksichtigen, um insbesondere auch das Zusammenspiel beider Technologien zu
analysieren. Beispielsweise ist es denkbar, dass Elektroautos zu einer erhdhten Resi-
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duallast flihren, die die auftretenden Schwierigkeiten durch Photovoltaik abschwéachen
kénnen. Die historische Entwicklung sowie eine zuklinftige Prognose der Photovoltaik
und anderer erneuerbarer Energietrager ist in Bild 2.1 dargestellt [BMU Leitstudie 2011,
2012].
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Bild 2.1  Entwicklung der Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien im Szenario 2011 A
(moderater Anstieg an EEG-Anlagen)[BMU Leitstudie 2011, 2012]

Es wird deutlich, dass insbesondere bei der Photovoltaik und Offshore Windenergie
noch erhebliches Entwicklungspotential erwartet wird. Die installierte Leistung fur Pho-
tovoltaik fir das Jahr 2010 betrug 17,4 GW und fir 2011 bereits 25,1 GW. Die Studie
erwartet flir das Jahr 2020 eine installierte Leistung von 53,5 GW, fir 2030 61,0 GW
und fir 2050 67,2 GW. Dies ist bereits ein konservatives Szenario, welches mit deutlich
racklaufigen jahrlichen Anschlusszahlen rechnet. Dabei ist berlcksichtigt, dass die
Einspeisevergutung auch in Zukunft vermutlich weiter gekurzt werden wird. Auf das
Jahr 2010 bezogen ergibt sich fir 2020 eine Steigerung der installierten Leistung er-
neuerbarer Energiequellen um 208,9%, fir 2030 um 252,3% und fir das Jahr 2050 um
288,0%.

2.2 Ladetechnik und mdgliche Ladeleistungen

Fir den Anschluss eines Elektrofahrzeugs gibt es verschiedene Mdglichkeiten:

1. Kabelgebundene Wechselstromladung entweder direkt lber eine Steckdose
oder Uber eine dafiir geeignete Ladestation (nach DIN EN 61851 und der welt-
weiten Norm IEC 62196).
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2. Kabelgebundene Gleichstromladung, bei der der Gleichrichter auBerhalb des
Fahrzeugs positioniert ist (nach DIN EN 61851 und der weltweiten Norm |IEC
62196).

3. Induktive Ladung Uber ein elektromagnetisches Feld (DIN EN 61980).

4. Austausch der gesamten Batterie. Dies hat den Vorteil, dass innerhalb kiirzester
Zeit die volle Kapazitat des Fahrzeugs wieder zur Verfigung steht und die Bat-
terie netz- und batterieschonend mit geringer Leistung geladen werden kann.

Fall 1 und 2 stellen heute den Normalfall dar. Fall 3 birgt seine Attraktivitat im berih-
rungslosen Laden, ohne dass der Fahrzeughalter ein Kabel verbinden muss. Allerdings
gibt es hierzu mit Stand 2014 noch keine kommerziell verfigbaren Systeme auf dem
Markt. Fall 4 wurde von dem Unternehmen "Better Place" verfolgt, wobei versucht
wurde eine Ladeinfrastruktur in Israel und Danemark aufzubauen. Jedoch hat das
Unternehmen 2013 Insolvenz angemeldet.

Fdr Fall 1 und 2 sind innerhalb eines Hauses dabei verschiedene Ladeleistungen denk-
bar:

e einphasig mit 16 A bei 230 V: 16 A - 230V = 3,7 kW (normale Schutz-Kontakt
Steckdose)

e dreiphasig mit 16 A bei 400 V: V316 4 - 400V ~ 11 kW
e dreiphasig mit 32 A bei 400 V:v/3324 -400V =~ 22,1 kW
e dreiphasig mit 63 A bei 400 V:v3 63 A - 400V ~ 43,5 kW

Fir eine Betrachtung des Netzeinflusses ist eine Abschatzung wichtig, wie haufig wel-
che Ladeleistung vorkommt. Eine solche findet sich zum Beispiel in [Richter, 2010]. Die
Ergebnisse daraus sind in Tabelle 2-1 dargestellt.

Tabelle 2-1:  Verteilung mdglicher Ladeleistungen von Elektrofahrzeugen nach [Richter, 2010]

3,7kW 11kW 22,1kW 43,5 kW

2020 73,7% 21,5% 3,5% 1,3%
2030 71,3% 19% 6% 3,7%

Die meisten Ladevorgange werden an einer einfachen Steckdose mit maximal 3,7 kW
stattfinden. Im Mittel ergibt sich fir 2020 eine Ladeleistung von 6,43 kW und flr 2030
von 7,66 kW.

2.3 Analyse kommerziell erhaltlicher Elektrofahrzeuge

Die technischen Spezifikationen von Elektrofahrzeugen obliegen kontinuierlichen Ver-
anderungen, da insbesondere die Batterietechnik sich schnell weiterentwickelt. Den-
noch gibt es bereits heute diverse Fahrzeuge zu erwerben. Die hier vorgestellte Daten-
basis von 65 heute oder in naher Zukunft erhéltlichen Elektrofahrzeugen soll einer
realitaitsnahen Modellierung der Elekirofahrzeuge dienen, um den Einfluss auf die
Stromnetze abschatzen zu kdnnen. Die technischen Details wurden dabei hauptséch-
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lich aus [ADAC, 2012], [Blessing, 2012] und [Renault, 2012] gewonnen sowie mit Her-
stellerangaben abgeglichen.

Neben der Ladeleistung hat auch die Ladedauer mafBgeblichen Einfluss auf die Netzbe-
lastung von Elektrofahrzeugen. Fir die Ladedauer sind hauptsachlich die Kapazitat der
Batterie und der Verbrauch pro Kilometer in Kombination mit der durchschnittlichen
Wegstrecke von entscheidender Bedeutung. In Abhangigkeit der zuriickgelegten Stre-
cke des Fahrzeughalters kann so die nachzuladende Energie bestimmt werden. Im
Hinblick auf die Modellbildung wird daher der Fokus auf die Batteriekapazitat und die
Reichweite sowie auf den daraus abgeleiteten Verbrauch gelegt. Ausnahmslos jeder
Hersteller gibt flir seine Fahrzeuge die Kapazitat der eingesetzten Batterie an. Jedoch
sorgt das Batteriemanagement daflr, dass sich zur Erhéhung von Lebensdauer und
Zyklenfestigkeit nicht die gesamte Kapazitét nutzen l&sst. Wie viel Prozent der Batterie
genutzt wird variiert jedoch von Hersteller zu Hersteller und es finden sich dazu kaum
Details. Daher wird hier davon ausgegangen, dass 80% der angegebenen Batterieka-
pazitat zum Verbrauch zur Verfligung stehen.

Die durch die Hersteller angegebenen Reichweiten beziehungsweise Verbrauchswerte
sind haufig zu optimistisch angegeben [ADAC, 2012]. Dies kdnnte darin begriindet sein,
dass nur der Verbrauch fur den elektrischen Antriebsstrang, nicht jedoch fir Klimatisie-
rung, Beleuchtung, Radio und andere elektrische Verbraucher bericksichtigt wird. Der
ADAC kommt in seiner Untersuchung EcoTest zu dem Ergebnis, dass die Angaben zur
Reichweite von Elektroautos im Schnitt um den Faktor 1,625 zu hoch angegeben wer-
den.

Um der Realitat méglichst nahe zu kommen, werden in diesem Abschnitt die vom Her-
steller angegeben Batteriekapazitaten mit 0,8 multipliziert, die angegebenen Reichwei-
ten mit 1,625 dividiert und der daraus resultierende Verbrauch pro Kilometer berechnet.
Bild 2.2 zeigt die Verteilung und den Mittelwert der drei Parameter Kapazitat, Reichwei-
te und Verbrauch fir den Datenbestand von 65 Fahrzeugen.
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Bild 2.2:  Verteilung und Mittelwert der nutzbaren Batteriekapazitét, Reichweite und des Ver-
brauchs von 65 am Markt erhéltlichen Elektrofahrzeugen (Stand 2012)

Im Mittel weisen heutige Elektrofahrzeuge eine nutzbare Batteriekapazitat von etwa 20
kWh auf (Akkukapazitat von im Mittel 25 kWh). Die durchschnittliche Reichweite betragt
100 km bei einem mittleren Verbrauch von 0,2 kWh / km.

Die ausfuhrlichen Daten der hier verwendeten Fahrzeuge finden sich im Anhang A.
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3 Auswirkungen von Elektromobilitat auf das
Stromnetz

Werden die politischen Ziele umgesetzt und kommt es zu den in Kapitel 2.1 festgestell-
ten hohen Durchdringungsgraden fir Elektromobilitat, ist es notwendig die Auswirkun-
gen dieser neuartigen Verbraucher auf das Stromnetz friihzeitig zu untersuchen. So
kénnen rechtzeitig Strategien entwickelt werden, die einen wirtschaftlichen, sicheren
und zuverlassigen Netzbetrieb sicherstellen, wie zum Beispiel die Inkraftsetzung von
Netzanschlussbedingungen fiir Elektromobilitat.

Dieses Kapitel betrachtet sowohl negative als auch positive Auswirkungen auf alle
Netzebenen. Durch Konzepte wie Vehicle2Grid und Lademanagements sind auch
positive Effekte mdglich. Dazu muss nicht zwingend Rilckspeisung stattfinden. Durch
eine gezielte Aufnahme von beispielsweise Photovoltaikleistung oder durch Blindleis-
tungsbereitstellung kann die Spannung im Netz bereits stabilisiert und Verlustenergie
minimiert werden.

Dabei muss jedoch abgewogen werden, welches Ziel mit Elektrofahrzeugen optimiert
werden soll. Ein Laden zu geringsten moéglichen Ladekosten kann die Gleichzeitigkeit
der Ladung und somit die Netzbelastung erhéhen, wodurch vermehrt Netzausbau
notwendig wird. Ein netzfreundliches Lademanagement, welches nur bei ausreichen-
den Kapazitdten ladt, kann jedoch die Flexibilitdt der Fahrzeughalter einschranken.
Daher ist hier ein volkswirtschaftlich optimaler Kompromiss zu finden und eventuelle
Vorteile auf Seiten der Netzbetreiber sollten den Fahrzeughaltern, die dadurch etwaige
Nachteile haben, kompensiert werden.

Die Stromversorgung in Deutschland kann grundsétzlich in zwei Ebenen unterteilt
werden:

e Das Ubertragungsnetz verbindet Kraftwerke und Verbraucher iiber weite Stre-
cken von mehreren hundert Kilometern und sorgt auch fiir einen internationalen
Energieaustausch. Es stellt einen maBgeblichen Teil der Versorgungssicherheit
dar, da durch den Verbundbetrieb ein Kraftwerksausfall in einer Region durch
die noch am Netz befindlichen Kraftwerke aus anderen Regionen durch kurzfris-
tige Leistungssteigerung kompensiert werden kann.

e Das Verteilnetz transportiert Uber verschiedene Spannungsebenen die elektri-
sche Energie zu den Verbrauchern. Durch die Zunahme an dezentralen Ein-
speisern kommt dem Verteilnetz in jingster Zeit auch die Rolle zu Uberschissi-
ge Energie abzutransportieren, was den Netzbetrieb und die Netzplanung vor
neue Herausforderungen stellt.

Der Zusammenhang der zwei Netzebenen und die verschiedenen Spannungsebe-
nen sind in Bild 3.1 veranschaulicht.
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Bild 3.1: Uberblick iiber die verschiedenen Spannungsebenen und ihr Zusammenwirken in
Deutschland

Die durch Elektromobilitdt verursachte zusatzliche Last fallt dabei hauptséchlich in der
Niederspannungsebene an, wenn ein Fahrzeug zu Hause oder an einer Offentlichen
Ladestation bei 400 V geladen wird. Zuklnftig ist auch vorstellbar, dass vermehrt Elek-
trotankstellen fir eine Schnellladung von Fahrzeugen genutzt werden. Da diese mehre-
re Fahrzeuge gleichzeitig und zusatzlich mit hoher Leistung laden, werden diese vor-
nehmlich an der Mittelspannungsebene angeschlossen werden. Obwohl die Lasten im
Verteilnetz angeschlossen werden, beeinflussen sie auch die Lastfliisse im Ubertra-
gungsnetz.

3.1 Einfluss auf das Ubertragungsnetz

Das Ubertragungsnetz erfilllt den Zweck des iiberregionalen Energieausgleichs, sofern
in einer Region ein Engpass oder Uberschuss auftritt. Es deckt einen elektrischen
Energieverbrauch von ca. 630 TWh pro Jahr in Deutschland bei einer Spitzenleistung
von ca. 82 GW (Stand 2013). Bei einer Million Elektrofahrzeugen bis 2020, die im Jahr
jeweils 15.000 km fahren und einen durchschnittlichen Verbrauch von 0,2 kWh/km
haben, ergibt sich ein zusatzlicher jahrlicher Energiebedarf von 3 TWh. Dies entspricht
ca. 0,5% des ohnehin vorhandenen Energiebedarfs in Deutschland. Selbst bis 2030
wirde sich nach [NEP, 2009] bei 5 Millionen Elektroautos lediglich ein zuséatzlicher
Energieverbrauch von 2,5% ergeben. In Bezug auf die zusétzlich bereitzustellende
Leistung kann pro Elektrofahrzeug eine gleichzeitig auftretende Spitzenleistung in den
frihen Abendstunden von ca. 1 kW angenommen werden, wie [Probst, 2011a] sowie
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diese Arbeit in Abschnitt 5.3.2 ableiten. Fir 2020 bedeutet dies eine Erhdhung der Last
in den Abendstunden um ca. 1 GW und 2030 um ca. 5 GW. Im Verhaltnis zu den
80 GW Spitzenlast in Deutschland ist der zusatzliche Leistungsbedarf somit relativ
gering. Sofern es nicht zu lokalen Haufungen kommt, scheint der zuséatzliche Bedarf an
Energie und Leistung fiir Elektroautos fiir das Ubertragungsnetz unproblematisch.

Im Folgenden wird eine Absch&tzung méglicher Elektrofahrzeugzahlen und Durchdrin-
gungsgrade flr verschiedene Netzebenen durchgefihrt. Unter der Annahme, dass fir
alle Fahrzeuge die gleiche Wahrscheinlichkeit (entsprechend des Durchdringungsgrads
von Elektromobilitat) besteht, ein Elektroauto zu sein, variiert die Streuung in Abhangig-
keit der betrachteten Anzahl an Fahrzeugen. Fir ein einzelnes Fahrzeug besteht also
am Beispiel eines Durchdringungsgrades von 2,5% eine Chance von 97,5% nicht elekt-
risch zu sein und 2,5% elektrisch zu sein. Fir 30 Fahrzeuge ergibt sich auf diese Weise
fir jeden Durchgang eine ganze Zahl fur die Anzahl an méglichen Elektroautos, die
haufig 0 oder 1 sein wird, aber auch mal in seltenen Féllen 5 sein kann, was einer
lokalen Haufung entsprechen wirde. Mittelt man diese Anzahlen, ergeben sich als
Durchschnitt bzw. Mittelwert u = 30 Elektroautos - 2,5% = 0,75 Elektroautos. Berechnet
man Uber diese Anzahlen die empirische Standardabweichung tber

n
= 2> -w
M P
=1

so kann darlber abgeschéatzt werden, wie wahrscheinlich bei 30 Fahrzeugen eine
Elektroautoanzahl weit entfernt vom Mittelwert ist. Je gréBer dabei die Standardabwei-
chung ist, desto gréBer ist die Wahrscheinlichkeit flir AusreiBer und somit fir lokale
Haufungen in einem bestimmten Gebiet. Die Standardabweichung gibt einen Eindruck
Uber die Streuung und bedeutet unter der Annahme einer normalverteilten Anzahl an
Elektroautos, dass sich in dem Intervall uto in etwa 68,2% aller moglichen Anzahlen an
Elektroautos befinden. Fir eine geringe Anzahl an konventionellen Fahrzeugen ist die
Anzahl der Fahrzeuge jedoch binomialverteilt. Fir eine groBe Anzahl an betrachteten
Fahrzeugen nahert sich die Verteilung einer Normalverteilung, weshalb die Veran-
schaulichung Uber die Standardabweichung valide ist. Eine Kurzeinfihrung in die Sta-
tistik und Normalverteilung mit Klarung von Begrifflichkeiten, wie Mittelwert, Standard-
abweichung, Median und Perzentil findet sich in Anhang B.

In einem Niederspannungsnetz werden nur wenige Fahrzeuge versorgt. In einzelnen
landlichen Niederspannungsnetzgebieten kénnen sich teilweise sogar weniger als 30
Fahrzeuge befinden. In einem Mittelspannungsnetz, welches mehrere Niederspan-
nungsnetze versorgt, findet sich bereits eine gréBere Menge an Fahrzeugen. Tabelle
3-1 zeigt dies fir typische Netzebenen anhand exemplarisch steigender Anzahl be-
trachteter Fahrzeuge. Dabei wurden die Werte empirisch fiir eine Vielzahl an Wiederho-
lungen ermittelt.
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Tabelle 3-1  Prozentuale Streuung o/u der Anzahl an Elektrofahrzeugen in einem bestimmten
Netzgebiet in Abhdngigkeit der betrachteten GréBe. Annahmen: 2,5% der konven-
tionellen Fahrzeuge sind elektrisch (Eine Million Elektroautos 2020)

Anzahl kon- Mittelwertp Std.-abw.o  Prozentual o/u

ventioneller Anzahl an E- Anzahl an E- Anzahl an E-

Fahrzeuge Fahrzeugen Fahrzeugen Fahrzeugen
Niederspannung 30 0,75 0,8477 113,54%
Mittelspannung 300 7,5 2,6956 35,95%
Mittel-'Hochspg. 3000 75 8,5706 11,42%
Hoch-/H6chstspg. 30000 750 27,0494 3,61%

Far einen Niederspannungsabgang mit 30 Fahrzeugen bedeutet dies, dass der lokale
Durchdringungsgrad erheblich vom globalen in Deutschland giiltigen Durchdringungs-
grad von 2,5% abweichen kann, da die prozentuale Streubreite 113,54% bezogen auf
den Mittelwert betragt. Das heif}t, dass ca. 68,2% (+0) in einem Intervall streuen, in
dem die tatséachliche Anzahl durchaus mehr als doppelt so groB wie der Mittelwert sein
kann. Somit kann es hier zu lokalen Haufungen kommen, die ein Vielfaches des globa-
len Durchdringungsgrads von 2,5% betragen.

Wird eine gréBere Anzahl an Fahrzeugen betrachtet, steigt der absolute Mittelwert der
Anzahl der Fahrzeuge proportional. Die Standardabweichung steigt jedoch nur mit der
Wourzel, weshalb die prozentuale Streubreite erheblich abnimmt. Im Mittelspannungs-
netz kann es immer noch zu lokalen Haufungen kommen, die jedoch nicht mehr so
ausgepragt sind, wie im Niederspannungsnetz. Auf Hoch- und Héchstspannungsebene
bei Agglomerationen von 30 000 Fahrzeugen ist die Streuung stark reduziert und es ist
sehr unwahrscheinlich, dass sich lokale Haufungen ergeben.

Dies und der geringe erwartete Energieverbrauch von Elektroautos im Vergleich zu
ohnehin vorhandenen Lasten zeigen, dass auf Hochstspannungsebene im Ubertra-
gungsnetz mit keinen Uberlastungen durch Elektromobilitit gerechnet werden muss.

Auf der anderen Seite stellt sich die Frage, welche positiven Effekte Elektromobilitét auf
die Ubertragungsnetzebene haben kénnte. Dies wére beispielsweise mit Hinblick auf
Frequenzhaltung méglich. Zum einen kénnte Regelenergie am Sekundar- bzw. Tertiar-
regelenergiemarkt angeboten werden und zum anderen kdnnten auftretende Fre-
quenzpendelungen zwischen entfernten Gebieten im Ubertragungsnetz durch Elektro-
mobilitdt gedampft werden. Das Potential dazu wurde in Zusammenarbeit in [Horn,
2012] gezeigt.

3.2 Einfluss auf das Verteilnetz

Wie Tabelle 3-1 zeigt, ist die Wahrscheinlichkeit einer lokalen Haufung von Elektroautos
in einem der Niederspannungsnetze in Deutschland erheblich héher. Daher kdnnte es
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sowohl in Nieder- als auch Mittelspannungsnetzen zu erheblichen Mehrbelastungen
kommen, die zu einem Bedarf von Netzausbau fihren. Um diesen Einfluss zu analysie-
ren, stellt dieser Abschnitt die méglichen Netzrestriktionen vor, die durch Elektromobili-
tat verletzt werden kénnten, um im Anschluss einen exemplarischen Niederspannungs-
abgang zu simulieren.

3.2.1 Betriebsmittelauslastung und Spannungsqualitat als Netzrestriktion

Wie viel Leistung ein Netz bereitstellen oder abflihren kann, hangt maBgeblich von zwei
begrenzenden Faktoren ab: der Betriebsmittelauslastung und dem zulassigen Span-
nungsband. Die maximal erlaubte Betriebsmittelauslastung hé&ngt vom maximalen
Strom ab, den das entsprechende Betriebsmittel, ob Transformator oder Leitung, tragen
kann und wird vom Hersteller in Form einer Nennleistung angegeben. Bei niedrigen
Temperaturen im Winter beispielsweise kdnnen Betriebsmittel kurzfristig auch tber
Nennleistung betrieben werden, da letzten Endes die Erwarmung das physikalisch
begrenzende Kriterium ist (IEC 60076-7). Die Reserve wird jedoch dem Netzbetrieb
vorbehalten, weshalb in der Netzplanung eine maximale Beanspruchung bei Nennleis-
tung gilt.

Neben der Betriebsmittelauslastung muss auch die Spannung bestimmte Anforderun-
gen erflllen, die in der europaischen Norm EN 50 160 festgehalten sind. Dabei finden
sich Kriterien bezuglich:

e Effektivwert der Spannungen an jedem Netzknoten
e Haufigkeit von Spannungseinbriichen

e Spannungssymmetrie

e Flicker

e Frequenzkonstanz

e Oberschwingungsgehalt

e Transiente Uberspannungen

Am haufigsten flihren dabei die Kriterien fir den Effektivwert der Spannung zu der
Notwendigkeit von Netzausbau. Diese schreiben dabei vor, dass fur jeden Knoten 95%
der 10-Minuten-Mittelwerte des Effektivwerts der Spannung einer Woche sich innerhalb
von +10% der Nennspannung befinden missen. 100% muissen sich innerhalb des
Intervalls +10% und -15% befinden, was flr Schalthandlungen eine zusatzliche Reser-
ve nach unten lasst. Die obere Grenze darf nicht Uberschritten werden, da dies Be-
triebsmittel oder Endgerate aufgrund von Uberspannung beschadigen kénnte. Die
untere Grenze darf nicht unterschritten werden, da zum einen flr gleiche Leistungs-
Ubertragung hdhere Strédme flieBen muissen, welche die Netzverluste erhdéhen. Zum
anderen wird bei Unterspannung die Spannungsstabilitit geféahrdet, worauf im Ab-
schnitt 3.2.2 naher eingegangen wird. Weiterhin gelten diese Grenzen auch fur jede
einzelne Phase. Auch der Unterschied der Spannung auf den einzelnen Phasen darf
nicht zu groB werden. Dennoch wird die Asymmetrie in dieser Arbeit nicht weiter be-
trachtet, da diese nur in seltenen Fallen zu Netzausbau fihrt.
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Um die Spannung in ihren zuldssigen Grenzen zu halten, gibt es verschiedene MaB-
nahmen. Die wichtigste von diesen ist die Mdglichkeit das Ubersetzungsverhaltnis von
Transformatoren anzupassen, so dass die Spannung nahe einem gewiinschten Soll-
wert gehalten werden kann. Solche unter Last stufbare Transformatoren sind jedoch
kostenintensiv, weshalb sie hauptsachlich auf héheren Spannungsebenen eingesetzt
werden und nach aktuellem Stand nur selten auf Niederspannungsebene vorkommen.
In jungster Zeit werden jedoch auch immer haufiger regelbare Ortsnetztransformatoren
eingesetzt. Die Ortsnetzstationen auf Niederspannungsebene beinhalten in der Regel
einen Transformator mit fixem Ubersetzungsverhdltnis, welches jedoch in abgeschalte-
tem Zustand manuell angepasst werden kann. Daher teilen sich Mittel- und Nieder-
spannung das zur Verfligung stehende Spannungsband von +10%, welches infolge-
dessen fir die Planung von Teilnetzen in geeigneter Weise aufgeteilt werden muss.
Zwei exemplarische Aufteilungen fur einen unidirektionalen- (links) und bidirektionalen
Leistungsfluss (rechts) sind in Bild 3.2 dargestellt, um einen Eindruck zu vermitteln,
welcher Spannungsfall fir die Planung eines Mittel- oder Niederspannungsnetzes noch
zulassig ist.

+10% —— +10%
N
2 | Sollwert = A
© — @
A 105% ﬂfensprung ~ 2% = .
Ip] 0 h
= Z | sollwert
w AUys=-5,5% L
=l "s ’ 0% 2 100% [ 0%
& °§ 3 E— °
£ : 2
E AUTr= -3% E , AUMS= -3%
2 ’ L
e K] AU,= -3%
AUpe= -5% -
AUp= -0,5% ¥ A= 0,5% y " ne™ 2%
= a2 = -0, . A
Al 10% = - 0%
Spannung am Hausanschlusskasten Spannung am Hausanschlusskasten

Bild 3.2: Exemplarischer Spannungsfall und -hub in der Mittel- und Niederspannung. Span-
nungsbandaufteilung fir unidirektionalen (links) und bidirektionalen (rechts) Lastfluss

Im Falle der Versorgung von Verbrauchern ohne Erzeuger (Bild 3.2, links) im Nieder-
spannungsnetz ist ausschlieBlich mit einem Spannungsfall zu rechnen. Deshalb kann
der Sollwert an den Versorgungsknoten im Mittelspannungsnetz, die mit dem Hoch-
spannungsnetz verbunden sind, relativ hoch angesetzt werden, da keine Reserve nach
oben benétigt wird. In der Regel kann der Stufensteller des Transformators die Span-
nung nur in diskreten Schritten mit 2% der Nennspannung beeinflussen. Daher kann es
sein, dass die Spannung am HS/MS-Transformator um bis zu 1% von dem Sollwert
abweicht. Wahlt man einen Sollwert von 105% und bericksichtigt im Lastfall den Span-
nungsfall des Ortsnetztransformators in Hé6he von AUy, = —3%, bleiben 11% Reserve
fir das Mittel- und Niederspannungsnetz. Teilt man diese gleichmaBig auf, ergibt sich
im Mittelspannungsnetz eine Spannungsreserve von AUy = 5,5%. Somit verbleiben
AUy = 5% fUr das Niederspannungsnetz und AUy, = 0,5% fir die Hausverkabelung.
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Kommen hingegen Niederspannungsnetze hinzu, die zeitweise aufgrund von Photovol-
taikanlagen auch als Einspeiser aus Sicht des Mittelspannungsnetzes fungieren, wird
eine zusatzliche Reserve nach oben benétigt (Bild 3.2, rechts). Nach wie vor ist jedoch
eine Reserve nach unten notwendig, da zum einen nicht jedes NS-Netz innerhalb eines
MS-Netzes einspeist und zum anderen auch die einspeisenden Netze in den Abend-
stunden wieder zu Verbrauchern werden. Dies schmaélert die Reserve fur das MS-Netz
auf 3% und fir das NS-Netz auf 2,5%. Auch eine Anpassung der festen Stufe des
Ortsnetztransformators wiirde lediglich die Reserve verschieben, die Héhe der Reserve
jedoch unbeeinflusst lassen. Aktuell wird daher diskutiert auch den Ortsnetztransforma-
tor unter Last stufbar zu gestalten. Dies wirde die MS- und NS-Ebene entkoppeln und
die gesamten zuldssigen +10%-Bereich fir beide Spannungsebenen zur Verfligung
stellen. Jedoch ist derzeit noch offen unter welchen Bedingungen ein Einsatz wirtschaft-
lich sinnvoll ist.

Eine weitere Mdglichkeit der Erhéhung der Spannungsreserve ist die lastabhangige
Vorgabe des Spannungssollwertes am HS/MS Transformator, die bereits erfolgreich
angewandt wird. Ist die Last prozentual sehr hoch, ist das ein Indiz fir eine geringe
Einspeisung und der Sollwert kann stark angehoben werden, um die Reserve zu erhé-
hen. Ist die Rickspeisung sehr hoch kann davon ausgegangen werden, dass die Last
sehr gering ist. In dem Fall kann die Reserve nach oben durch ein Absenken des Soll-
werts erhéht werden. Nur bei geringen Lasten wird Reserve nach oben und unten
bendtigt, da einige NS-Netze einspeisen kdnnen und andere Last beziehen und damit
das MS-Netz asymmetrisch belasten. Dabei werden jedoch kleinere Reserven benébtigt.
Details zu diesem Konzept der Weitbereichsregelung finden sich in [Kérner, 2012].

Um Uber den Anschluss von EEG-Einspeisern zu entscheiden, wurde in der VDE AR-N
4105 ein Spannungsanhebungskriterium entwickelt, welches besagt dass die durch alle
EEG-Einspeiser verursachte Spannungsanhebung im Niederspannungsnetz an jedem
Netzknoten 3% der Nennspannung nicht Uberschreiten darf. Dies stellt eine Vereinfa-
chung der Berechnung dar und es wird davon ausgegangen, dass daraus fiur alle
Spannungen folgt, dass diese auch die EN 50 160 erflllen. Diese 3% werden dabei fir
das NS-Netz inklusive Ortsnetzstation reserviert. Wird von weiteren 3% fir das MS-
Netz ausgegangen, so muss der Sollwert des HS/MS-Transformators bereits auf 103%
abgesenkt werden.

Zuséatzlich wird fur alle Spannungsebenen auBer in der Niederspannung das (n-1)-
Planungskriterium angewandt, welches auch nach einem Ausfall eines beliebigen Be-
triebsmittels die Versorgung aller Lasten und die Einhaltung aller Netzrestriktionen
beziglich Auslastung und Spannung sicherstellt [denaVNS, 2012]. Im Allgemeinen wird
dabei akzeptiert, dass Einspeiser hingegen in einem solch seltenen Stérungsfall abge-
regelt werden. Das (n-1)-Kriterium wird haufig durch den parallelen Betrieb zweier
Leitungen erflllt, so dass bei einem Ausfall die Ubrige Leitung die Lasten nach wie vor
versorgen kann. Fir solche Leitungen gilt damit eine maximale Auslastung von 50% im
Normalbetrieb unter Last. In einer Einspeisesituation kénnten jedoch beide Leitungen
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bis zu 100% ausgelastet werden. Bei Ausfall einer Leitung wirde akzeptiert werden,
dass nicht die gesamte EEG-Leistung eingespeist werden kénnte.

3.2.2 Spannungsfall an einer Leitungsimpedanz

Bei der Ubertragung elektrischer Leistung Gber eine Leitung ergeben sich Verluste, die
sich sowohl in einer Verringerung des Stromes als auch in einer Verringerung der
Spannung auBern. Genauso wie der Ubertragene Strom wird auch der Spannungsfall
an einer Leitung durch die abgenommene oder eingespeiste Leistung bestimmt.

Bild 3.3 zeigt ein sogenanntes Pi-Ersatzschaltbild einer Phase einer Leitung mit Lei-
tungsimpedanz und auf den Anfang und das Ende aufgeteilte Erdkapazitaten.
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Bild 3.3: Einphasiges Ersatzschaltbild einer elektrischen Leitung mit Leitungsimpedanz und
Kapazitdt gegen Erde

Am Anfang der Leitung wird die Leiter-Erde-Spannung U; eingeprégt. Flr kurze Leitun-
gen, wie sie im Verteilnetz vorkommen, kénnen die Leitungskapazitaten vernachlassigt
werden. An der Leitungsimpedanz Z = R + jX féllt die Spannung AU ab, die von der
Hbéhe des Stromes I einer Phase abhangt. Dabei gilt der Zusammenhang

Uy=A0U+0U,=1"(R+jX)+U,. (3.1)
Der Strom I kann aus der am Knoten anliegenden Leistung berechnet werden, sofern

U, bekannt ist:

S=P+jQ=3-U, I, L:(i)_ (3.2)
) 3,

Mit Hilfe des Stromes lasst sich nun der Spannungsfall weiter auflésen:

6\
Uy = (@) (R + jX) + U,. (3.3)

Uber eine Umformung und Z = (R + jX) ergibt sich folgender in U, quadratischer Zu-
sammenhang:

S *
(:) -Z — U U; + U,U; = 0. (3.4)
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Dieser ist analytisch I6sbar, jedoch soll hier nur eine anschauliche Betrachtung stattfin-
den, die voraussetzt, dass U, rein real ist. Dies ist nur gegeben, wenn reine Wirkleis-
tung flieBt (S = P) und die Leitungsimpedanz nur einen Wirkwiderstand aufweist (Z =
R). Unter diesen Voraussetzungen kann die vorherige Gleichung auf einfache Weise
gelbst werden:

- [ - Q)

Wie sich U, in Abhéngigkeit von P verandert ist in Bild 3.4 auf der linken Seite darge-
stellt. Auf der rechten Seite sind die Abnahmeleistung beim Verbraucher sowie die
Verlustleistung in der Leitung aufgetragen, welche in der Summe die Gesamtleistung
ergeben, welche in die Leitung eingespeist oder bezogen wird. In beiden Bildern zeigt
sich, dass es eine maximale Verbraucherleistung gibt, die nicht Gberschritten werden
kann.
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Bild 3.4 Spannung am Ende der Leitung in Abhdngigkeit der Leistung und Aufteilung der
Leistung auf Verluste und nutzbare Leistung bei R=0,5 Q (~900 m) und U, = 230V

Erhéht man den Strom weiter, sinkt die Spannung Uberproportional und die Ubertragene
Leistung reduziert sich. Im Falle eines Kurzschlusses ergibt sich eine Verbraucherleis-
tung von 0 kW und die gesamte eingespeiste Leistung wird an der Leitungsimpedanz in
Warme umgewandelt. Um den Einfluss von sowohl P als auch Q auf den Spannungsfall
aufzuzeigen, kann Formel (3.3) durch ausmultiplizieren auch in folgende Form gebracht
werden:

3 1
AE:(%—Qz)'£=m—*U(P—jQ)'(R+J'X)- (3.6)
n Z2Yn

Fur kleine Spannungsfalle ist v3U; ~ U,. Die Formel kann weiter vereinfacht werden
und in einen Langs- und Querspannungsfall aufgeteilt werden:

(PR + QX) +j(PX — QR) ~ U +jUq

Au =
- U,” U,”

(3.7)
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Dabei verandert Au sowohl die Amplitude als auch den Winkel der Spannung U, ge-
genuber U;. Fur Stabilitdtsbetrachtungen ist es wichtig, dass die Winkeldnderung der
Leitung nicht zu groB ist. Insbesondere im Verteilnetz spielt diese Grenze jedoch keine
Rolle. Die Veranderung der Amplitude und die Verletzung der EN 50 160 bestimmen
mafgeblich den Netzausbau. Bild 3.5 zeigt anschaulich, wie der Langs- und Querspan-
nungsfall die Spannung U, beeinflussen.

- 4) AU
<« VT ¥gq

U, AU,

Bild 3.5 Zusammenhang zwischen Eingangs- und Ausgangsspannung als Zeigerdiagramm

Der Querspannungsfall bestimmt maBgeblich die Winkelanderung 9, wohingegen der
Langsspannungsfall maBgeblich Einfluss auf die Amplitudenanderung hat. Wenn ent-
sprechend nur die Amplitudensenkung des Spannungsfalls und nicht die Winkelande-
rung von Bedeutung ist, kann der Querspannungsfall weitestgehend vernachlassigt
werden und es gilt:
ol - ] ~ @9

Die Wirkleistung hat also ausschlaggebend Uber den Hebel des Wirkwiderstands und
die Blindleistung ausschlaggebend Uber den Hebel des Blindwiderstands Einfluss auf
die Amplitude des Spannungsfalls.

3.2.3 Einfache Untersuchung eines exemplarischen
Niederspannungsabgangs mit Elektromobilitat

Dieser Abschnitt wird zeigen, wie eine Analyse eines Niederspannungsabgangs ausse-
hen kann und warum eine detaillierte Betrachtung eine probabilistische Lastflussanaly-
se erfordert. Zu diesem Zweck soll ein typischer Niederspannungsabgang verwendet
werden, wie er in Europa und vielen Entwicklungsléandern auftritt. Ein solcher Abgang
versorgt in der Regel 30 bis 60 Haushalte bei einer Nennspannung von 400 V. An
einem Ortsnetztransformator im Niederspannungsnetz sind haufig mehrere solcher
Abgange zu finden. Der hier betrachtete Abgang aus Bild 3.6 besteht aus 3 Knoten, die
jeweils eine Last von 15 Haushalten versorgen. Dabei trennt diese jeweils eine Distanz
von 125 m bei einem Leitungsbelag von 0,564 Q/km. Solche Niederspannungsabgéange
kénnen aus mehr als 3 Knoten bestehen, was fiir die Betrachtung an dieser Stelle
jedoch keinen Unterschied macht.
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Knoten 1

@ ﬁ\ % Knot;nB

Mittel- Nieder-
spannung spannung

Knoten 2

Bild 3.6  Netztopologie in Form eines einfachen Niederspannungsabgangs mit 15 Haushalten
pro Knoten und einer Leitungsldnge von jeweils 125 m zwischen den Knoten bei ei-
nem Leitungsbelag von 0,564 Q/km (35 mm? Kupferkabel)

Flr die Haushaltslasten werden an dieser Stelle Standardlastprofile gewahlt. Diese
werden dabei mit dem durchschnittlichen Jahresenergieverbrauch von 4 669 kWh pro
Jahr skaliert, die aus der Mittelung der dieser Arbeit vorliegenden Messdaten resultie-
ren (siehe Kapitel 5.2.1). Simuliert wird dabei exemplarisch ein Werktag im Winter. An
Knoten 3 werden nun entweder ein oder zwei Elektroautos mit jeweils 11 kW Ladeleis-
tung dreiphasig von 18 bis 21 Uhr geladen. Dabei wird an dieser Stelle zur Veranschau-
lichung ausschlieBlich ein Verbrauch von Wirkleistung angenommen. Die Simulations-
ergebnisse der Spannungen an den drei Knoten und der Stréme der drei Leitungsseg-
mente zeigt Bild 3.7.
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Bild 3.7 Simulationsergebnisse der Spannung (links) und Stréme (rechts) an einem exemplari-
schen Niederspannungsabgang mit einem Elektroauto (durchgezogen) und zwei
Elektroautos (gestrichelt)

Die Ergebnisse zeigen deutlich, dass die Spannung an Knoten 3 beispielsweise anstel-
le von ca. 0.97 pu bei einem Fahrzeug auf 0.95 pu und bei zwei Fahrzeugen auf sogar
0.93 pu absinkt, womit sich der Spannungsfall mehr als verdoppelt. Ein &hnliches Bild
zeichnen die Strombelastungen der Leitungssegmente. Ohne Elektromobilitatslast
wirde das erste Leitungssegment einen Strom von ca. 60 A tragen. Mit einem Elektro-
auto steigt dieser Wert auf ca. 76 A und bei zwei Elektroautos auf 92 A, was allein hier
eine Zunahme von 50% der Leitungsbelastung entspricht.

Die Ergebnisse zeigen, dass Elektromobilitat im Gegensatz zur Ubertragungsnetzebe-
ne auf Niederspannungsebene erheblichen Einfluss nimmt und dieser genauer analy-
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siert werden muss. Es ist nicht sinnvoll, jeden Niederspannungsabgang darauf auszu-
legen, dass zwei Fahrzeuge gleichzeitig mit 11 kW laden, da dieser Fall selten eintritt
und das Netz Uberdimensioniert ware. Elektromobilitat fuhrt dazu, dass konventionelle
Ansétze der Netzplanung einen Uberproportional starken Netzausbau aufzeigen, da die
Wahrscheinlichkeit des Eintretens eines Auslegungsfalls nicht bericksichtigt wird.

3.2.4 Notwendigkeit fiir probabilistische Netzplanung

Um eine Aussage Uber die Haufigkeit und damit bei hinreichend vielen lterationen Uber
die Wahrscheinlichkeit eines Last- bzw. Einspeisefalls treffen zu kénnen, missen eine
statistisch aussagekraftige Anzahl unterschiedlicher Netzzustande simuliert werden.
Auch die EN 50 160 trifft eine Aussage Uber die Haufigkeit, die mit einzelnen Ausle-
gungsfallen nicht Uberprifbar ist.

Anhand des Beispiels Elektromobilitdt bedeutet dies etwa, dass bei einem gegebenen
Szenario fir das Jahr 2020 mit einem Durchdringungsgrad von im Mittel 2,5% Elektro-
autos pro Haushalt fur eine Netztopologie verschieden viele Elekiroautos auftreten
kénnen. Es ist im Vorhinein nicht bekannt wie viele bzw. wo diese angeschlossen wer-
den. Es kann jedoch fir jeden Haushalt zuféllig bestimmt werden, ob dieser ein Elek-
troauto besitzt oder nicht. Fir ein bestimmtes Szenario, bei der die Anzahl und der Ort
der Elektroautos ermittelt wurden, kann eine Netzberechnung durchgefuhrt werden, die
einen eventuellen Netzausbaubedarf feststellt. Durch Generierung mehrerer mdéglicher
Szenarien wird Uber die Haufigkeit abgebildet, wie wahrscheinlich ein Auftreten von
einem oder mehreren Elektroautos an einem Abgang ist. Ein Worst-Case von mehreren
Elektroautos an einem Abgang kann und wird zwar auftreten, ist aber relativ unwahr-
scheinlich und damit selten.

Darlber hinaus kénnen bei einer probabilistischen Betrachtung auf Basis der Simulati-
on von Zeitreihen Anschlussbedingungen und Lademanagements fir Elektroautos mit
berlcksichtigt werden, was bei der statischen Betrachtung eines Auslegungsfalls nicht
maoglich ist. Dies wird ermdglicht, da verschiedene Last- und Einspeisefélle betrachtet
und in ihrer Haufigkeit berticksichtigt werden. Damit ergibt sich ein Bild der Spannungs-
verletzungs- und Uberlastungshaufigkeiten, was die Aussage zuldsst, wie haufig ein
Lademanagement tatig werden musste oder wie oft eine Anschlussbedingung die Nut-
zerflexibilitat einschréanken wirde.

Somit ist in diesem Kapitel keine abschlieBende Bewertung mdglich, wie stark der
Einfluss von Elektromobilitdt auf die Verteilnetze ist. Es wurde jedoch die Erfordernis
dargestellt, dieses insbesondere fir Niederspannungsnetze auf Basis probabilistischer
Lastflussanalyse zu untersuchen.
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4  Verfahren zur Beriucksichtigung von
Wahrscheinlichkeiten in der Lastflussanalyse

Eine Lastflussanalyse benétigt neben der Netztopologie fir jeden Knoten eine definierte
Last, so dass der Lastfluss und die sich damit einstellenden Spannungen an jedem
Knoten berechnet werden kénnen. Die Idee der probabilistischen Lastflussanalyse ist
zum einen die Last an einem Knoten nicht mit einem festen Wert zu bertcksichtigen,
sondern mit verschiedenen Lasten zum Beispiel entsprechend einer Haufigkeitsvertei-
lung. Zum anderen kann auch ein zeitlicher Zusammenhang bericksichtigt werden, wie
er beispielsweise vorliegt, wenn die Bewohner eines Haushalts zuhause sind. Ist dann
zu einem bestimmten Zeitpunkt die Last hoch, da beispielsweise gekocht wird, bedingt
dies eine erhéhte Wahrscheinlichkeit fir die darauf folgenden Zeitpunkte ebenfalls eine
erhéhte Last aufzuweisen. Die probabilistische Lastflussanalyse erméglicht die Berech-
nung von Wahrscheinlichkeiten der Verletzung von Netzrestriktionen, wie Spannungs-
bandverletzungen und Uberlastungen von Betriebsmitteln. Auch Uberlastungsdauern
kénnen durch eine zeitliche Betrachtung abgeschatzt werden.

Erste Anséatze zur probabilistischen Lastflussrechnung finden sich in [Borkowska, 1974]
und [Allan, 1974]. Dabei wurden definierte Leistungen an jedem Knoten durch Auf-
trittshaufigkeiten, wie in Bild 4.1 dargestellt, angenommen. Auch werden Mdéglichkeiten
aufgezeigt zu einer analytischen Berechnungsmethode zu gelangen.

Knoten 1 Knoten 2

Mittel- Nieder-
spannung spannung

Wahrscheinlichkeitsdichte

Wabhrscheinlichkeitsdichte

Last Last

Bild 4.1  Exemplarische probabilistische Lastverteilung an einem Niederspannungsabgang

In Bild 4.1 gibt es fir jede Last neun verschiedene diskrete Werte. Kombinatorisch
ergeben sich daraus 81 Lastfélle, die bei dieser Netztopologie auftreten kénnen. Die
Wahrscheinlichkeit fr einen bestimmten Lastfall ergibt sich dabei aus der Kombination
der Wahrscheinlichkeiten fur die einzelnen Lasten. Dabei wird deutlich, dass bei mehre-
ren Lasten in dem Netz die kombinatorischen Méglichkeiten schnell an die Grenzen des
Berechenbaren gelangen und somit andere Verfahren gefunden werden mussen.
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Die Lastmodellbildung auf Basis von Messdaten in Form einer Verteilungsfunktion
bildet dabei ein separates Feld der Forschung, dem sich bereits frih in [Bary, 1945] und
[Hamilton, 1944] gewidmet wurde. Weiterreichende Ansétze, die ohne Lastflussrech-
nung direkt auf die Verteilung von Spannungsbandern schlieBen, sind beispielsweise in
[Herman, 2008] als Herman-Beta Algorithmus zu finden, die insbesondere flr stdafri-
kanische Niederspannungsabgéange und Lastdaten sehr gute Ergebnisse liefern. Dieser
Algorithmus modelliert die Lasten Uber Beta-Wahrscheinlichkeitsdichtefunktionen, mit
denen analytisch gerechnet werden kann, um Spannungsfélle auch in Form einer Beta-
Funktion zu bestimmen. Aktuelle Forschung beschaftigt sich mit der Verbesserung der
Lastmodelle unter Berlcksichtigung zeitlich aufeinanderfolgender Zusammenhénge.
Die Last an einem Knoten wird dabei nicht nur Uber eine einzelne Verteilungsfunktion
beschrieben, sondern ist auch von den Lastwerten davor abh&ngig. Diese zeitliche
Abhangigkeit kann beispielsweise Uber Zufallsprozesse realisiert werden, wie in
[Wieben, 2008] dargestellt. Die Meta-Studie [Grandjean, 2012] flhrt verschiedene
Anséatze an, um Lasten flir die probabilistische Lastflussanalyse zu modellieren, und
zeigt dabei den neuerlichen Bedarf, die Modelle zu verbessern. Dabei ist aufféllig, dass
viele der Veréffentlichungen zu diesem Thema in den 70er bis 90er Jahren publiziert
wurden. Eine analytische Betrachtung von Verteilungsfunktionen war zu dieser Zeit
hauptsachlich durch die Einsparung von Rechenleistung motiviert. Heutzutage tritt
dieses Thema in den Hintergrund. Vielmehr stellt sich heute aufgrund der Verflgbarkeit
einer Vielzahl an Smart Meter Messdaten ein méglichst hoher Detaillierungsgrad der
Lastmodelle in den Vordergrund, um die Netze besser planen zu kénnen.

Grundsatzlich kénnen Verfahren der probabilistischen Lastflussrechnung in zwei Grup-
pen eingeordnet werden: Monte-Carlo-Verfahren und analytische Verfahren.

4.1 Monte-Carlo-Verfahren

Beim Monte-Carlo-Verfahren werden wiederholt deterministische Lastflussrechnungen
mit variierender Knotenleistung entsprechend gewahlter Verteilungsfunktion berechnet.
Dabei wird in jedem Durchgang die Knotenleistung zufallig bestimmt. Das Monte-Carlo-
Verfahren findet Anwendung, da die kombinatorischen Md&glichkeiten verschiedener
Knotenleistungen exponentiell wachsen und bei gréBeren Netzen im Gegensatz zum
Beispiel aus Bild 4.1 nicht mehr vollstandig berechenbar sind.

Wie oben beschrieben, gibt es im Fall des Netzes aus Bild 4.1 flr beide Knoten eine
Haufigkeitsverteilung der abgenommenen Leistung, die Uber neun Intervalle jeweils mit
ihrer Wahrscheinlichkeit angegeben sind. Zur Berechnung jedweder méglichen Kombi-
nation an Knotenleistungen mussten 92 = 81 Lastflussrechnungen durchgefiihrt wer-
den. Im Gegensatz zu einem alles betrachtenden Brute-Force Ansatz, bei dem jede
mogliche Kombination berechnet wird, werden beim Monte-Carlo-Verfahren jeweils
zufallig Leistungen gemafB der Haufigkeitsverteilung gewahlt und berechnet, so dass
sich mit weniger Berechnungen &hnliche Haufigkeiten flr die Spannung ergeben. Da-
durch kommen wahrscheinlichere Lastkombinationen haufiger vor und &uBern sich
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entsprechend auch stéarker in den Ergebnissen, so dass das Monte-Carlo-Verfahren
gegen die tatsadchlichen Spannungsverteilungen konvergiert, dabei jedoch weniger
Lastflussrechnungen benétigt. Nach jeder Iteration kann beispielsweise die Gite der
Schéatzung der Spannungsbandverteilung berechnet und mit einem Abbruchkriterium
verglichen werden. Wenn die Konvergenz ein gefordertes MaB erreicht hat, kann die
Iteration abgebrochen werden. Auf diese Weise mussen nicht alle mdglichen Kombina-
tionen berechnet werden, um trotzdem zu einem beliebig ahnlichen Ergebnis zu kom-
men.

Um einen zeitlichen Zusammenhang zwischen Lasten unterschiedlicher Uhrzeit zu
erhalten, kdnnen beim Monte-Carlo-Verfahren zum einen multivariate Verteilungsfunk-
tionen genutzt werden, bei dem die zeitlich folgende Verteilungsfunktion von den zuvor
bestimmten tatsachlichen Lastwerten (nicht Verteilungsfunktion) abh&dngen. Zum ande-
ren kdnnen jedoch auch beispielsweise real gemessene Haushaltslasten verwendet
werden, bei denen der zeitliche Zusammenhang durch den Erhalt der Struktur der
Messdaten gegeben ist. Wie groB3 der Einfluss des zeitlichen Zusammenhangs bei den
Messdaten ist, wird in Abschnitt 5.2 anhand gegebener Haushaltsmessdaten unter-
sucht.

Obwohl gegeniiber der Betrachtung aller kombinatorischen Mdéglichkeiten das Monte-
Carlo-Verfahren weniger lterationen bendtigt, ist dieses noch immer sehr recheninten-
siv. Dabei skaliert der Aufwand ebenfalls exponentiell mit der Anzahl der Knoten und
hangt auch von der Varianz der betrachteten Last- und Einspeisefélle ab. Je gréBer die
Varianz, desto mehr lterationen werden benétigt, um Spannungsband- und Auslas-
tungsverteilungen mit einer geforderten Glte abschéatzen zu kénnen.

4.2 Analytische Verfahren

Im Gegensatz zum Monte-Carlo-Verfahren haben analytische Verfahren den Vortell,
dass sie Spannungsband- und Auslastungsverteilungen direkt aus der angenommenen
Lastverteilung berechnen, wodurch sich ein erheblicher Zeitgewinn bei der Berechnung
ergibt. Unter der Annahme von normalverteilten Lasten ist es beispielsweise vergleich-
bar einfach, Ubliche Lastflussverfahren (Stromiteration, Newton-Raphson) mit probabi-
listisch verteilten Lasten (gegeben Uber den Mittelwert yu und die Standardabweichung
o) anzuwenden, da sich normalverteilte GréBen analytisch ohne weiteres addieren und
mit Skalaren (z.B. Leitungsimpedanzen) multiplizieren lassen. Auf diese Weise ergibt
sich auch fir die Auslastung und Spannung an jedem Knoten eine Normalverteilung.
Die in Sldafrika entwickelte Herman-Beta Methode [Herman, 2008] beschreibt auf
ahnliche Art einen Algorithmus zur direkten analytischen Berechnung der Spannungs-
verteilung auf Basis Beta-verteilter Lasten.

Eine weitere Mdglichkeit unter Verwendung beliebiger Verteilungsfunktion fur die Last
ist die Addition zweier zufallig verteilter GrdoBen Uber ein Faltungsintegral. In Bild 4.1 ist
es beispielsweise notig, die aus den Lasten resultierenden Strébme zu addieren, um den
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Spannungsfall an Knoten 1 lber eine Multiplikation mit der Impedanz berechnen zu
kénnen. Das Faltungsintegral

Fr * f) @) = f £ @f, (x - 1) de

gibt in Form einer neuen Verteilungsfunktion fir jede Stelle x, die sich aus Addition von
7 und x — 7 fUr beliebige t ergibt, die verknlpfte Wahrscheinlichkeit an, die sich Uber
eine Multiplikation der Verteilungsfunktionen f; und f, an den entsprechenden Stellen
berechnet. FUr den wie in Bild 4.1 gezeigten diskreten Fall kann auch die diskrete Fal-
tung in der Form

(fixf2)(n) = Z filk) fa(n — k)
genutzt werden.

Um den zeitlichen Zusammenhang von Lasten zu wahren, kdnnen wie beim Monte-
Carlo-Verfahren entweder multivariate Verteilungsfunktionen oder Lastmodelle in Form
von Zufallsprozessen genutzt werden [Wieben, 2008].

4.3 Probabilistische Netzplanung und Unterschiede zur
konventionellen Planung

In der konventionellen Netzplanung wird in der Regel mit statischen Lastféllen gearbei-
tet, die als Auslegungsfall dienen. Hierzu wird ein Starklastfall ohne Einspeisung und
ein Schwachlastfall mit Einspeisung genutzt. Dies kann unter Umstanden dazu fihren,
dass eventuell fir einzelne Betriebsmittel kritischere Falle auftreten als im Auslegungs-
fall bertcksichtigt werden, oder dass der Auslegungsfall zwar den kritischsten Fall fir
ein Betriebsmittel darstellt, dieser aber in Realitdt nur extrem selten oder gar nicht
auftritt.

4.3.1 Uberdimensionierung durch konventionellen Ansatz

Ein deutliches Beispiel fir Uberdimensionierung ist beispielsweise die in Abschnitt 3.2.1
beschriebene VDE Richtlinie AR-N 4105 fir den Anschluss von Erzeugungsanlagen am
Niederspannungsnetz. Die Richtlinie sieht einen maximalen Spannungshub von 3%
bezogen auf die Nennspannung an jedem Knoten durch EEG Anlagen vor. Um diesen
Spannungshub zu prifen, wird der Fall 0% Last und 100% Einspeisung herangezogen.
Dieser Fall ist der denkbar ungulnstigste Fall fir das Netz, tritt in real gemessenen
Netzsituationen jedoch nie auf, da immer von einer Residuallast ausgegangen werden
kann und auch die Einspeiser nicht mit einer Gleichzeitigkeit von 1 ihre maximale Leis-
tungseinspeisung haben. Die probabilistische Lastflusssimulation ermdéglicht der Netz-
planung tatsachliche Zeitreihen zu simulieren und damit kritische Falle mit ihrer Auf-
trittshaufigkeit bzw. -wahrscheinlichkeit zu berlcksichtigen.

Ein weiterer Fall der Uberdimensionierung tritt dadurch auf, dass Netzbetriebsstrate-
gien, wie beispielsweise das Abregeln von EEG-Einspeisern, in der Netzplanung bisher



4 Verfahren zur Berlcksichtigung von Wahrscheinlichkeiten in der Lastflussanalyse 25

keine BerUcksichtigung finden. Bei der konventionellen Netzplanung kénnen alle nor-
malen Lastzustande durch ausreichend Leitungskapazitat bewaltigt werden. Im St6-
rungsfall kann der Netzbetreiber eingreifen, und einzelne Einspeiser oder notfalls auch
Verbraucher abschalten. Im Zuge der erheblichen Zunahme an erneuerbaren Energien
bedeutet dies jedoch einen erheblichen Aufbau von Leistungskapazitaten, die nur we-
nige Stunden im Jahr bendtigt werden. An dieser Stelle kann es sinnvoll sein, Netzbe-
triebsstrategien zu berlcksichtigen, da dies erhebliche Kosten im Netzausbau einspa-
ren kann, selbst wenn der Eingriff durch den Netzbetrieb zusétzliche Kosten verursacht.
Flr eine Umsetzung ist jedoch zum einen in den Netzplanungsgrundsatzen vorzuse-
hen, dass die Berlcksichtigung von Netzbetriebsstrategien ein valider Ansatz ist. Zum
anderen ist flr eine solche Betrachtung eine probabilistische Lastflussrechnung not-
wendig, die Rickschlisse auf die Haufigkeit zulasst, in der die Netzbetriebsstrategien
eingesetzt werden mussten. Dies ermdglicht eine Optimierung zwischen Netzausbau
und Eingriffen durch den Netzbetrieb.

4.3.2 Unterdimensionierung durch konventionellen Ansatz

Eine weitere Mdglichkeit, die bei der konventionellen Netzplanung auftreten kann, ist
die Unterdimensionierung. Diese kann unter anderem auf Niederspannungsebene
auftreten, da Haushalte haufig mit Spitzenlastanteilen und Gleichzeitigkeitsfaktoren
berticksichtigt werden [denaVNS, 2012]. Beispielsweise wird an einem Niederspan-
nungsabgang, wie in Bild 3.6 dargestellt, mit jeweils 15 Haushalten an 3 Knoten jeder
Haushalt mit einer Last von zum Beispiel 2 kW berticksichtigt. Dies bildet in Summe in
etwa die resultierende Last am Transformator bzw. am Anfang des Abgangs nach, die
in diesem Beispiel bei 45 Haushalten 90 kW betragen wirde. Jedoch kann es sein,
dass die 15 Haushalte am Ende des Abgangs zeitweise deutlich héhere Leistungen
beziehen als 30 kW. Dies stellt somit fir die Spannung am letzten Knoten sowie fur die
Leitungsauslastung am Ende des Abgangs gegenlber dem Auslegungsfall eine erhdh-
te Belastung dar, die in der konventionellen Netzplanung nicht oder nur indirekt Gber
Sicherheitsreserven berticksichtigt wird.

Auf Mittelspannungsebene werden die Schleppzeigerlasten (Jahresmaximallasten) der
Ortsnetzstationen in ahnlicher Weise mit einem Gleichzeitigkeitsfaktor zwischen 0,2 und
0,5 skaliert, so dass sich am HS/MS Transformator genau die Jahreshdchstlast einstellt
[denaVNS, 2012]. Auch hier wird das Mittelspannungsnetz lokal jedoch starker belastet,
wenn die einzelnen Ortsnetzstationen ihre maximale Leistung erreichen.

Auf Hochspannungsebene hingegen wird ein etwas genauerer Ansatz genutzt, der
jedoch ebenfalls das Potential birgt kritische Falle zu vernachléassigen. Dabei wird fest-
gestellt zu welchem Zeitpunkt im Jahr die Jahreshéchstlast am Héchst- auf Hochspan-
nungstransformator anliegt. Der Last- und Einspeisefall von allen Transformatoren zu
diesem Zeitpunkt wird als Auslegungsfall genutzt und entsprechend einer Zielnetzpla-
nung anhand von Zukunftsszenarien hochskaliert. Jedoch kann es insbesondere durch
EEG-Einspeiser passieren, dass ein Lastmaximum durch eine hohe Einspeisung an
einem Umspannwerk kompensiert und damit am Hoéchst- auf Hochspannungstransfor-
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mator unsichtbar wird. Ein anderes Umspannwerk kdnnte zu diesem Zeitpunkt jedoch
sein Lastmaximum haben und das Netz zu dieser Zeit starker belasten als im Ausle-
gungsfall.

Diese Beispiele machen deutlich, dass die Verwendung von einzelnen Auslegungsfal-
len zwar pragmatisch ist und auch gute Ergebnisse in der Netzplanung liefert, aber
teilweise kritischere Falle vernachlassigt werden und nur durch eine Sicherheitsreserve,
Expertenwissen der Netzplaner oder den Netzbetrieb bewaltigt werden kénnen. Auch
wird deutlich, dass teilweise der Auslegungsfall fir einige Betriebsmittel auch so extrem
angenommen wird, dass er in Realitat nur vernachlassigbar oft auftritt. Eine probabilisti-
sche Netzplanung erméglicht die Bericksichtigung verschiedener Last- und Einspeise-
falle mit ihrer Auftrittswahrscheinlichkeit. Darliber hinaus kénnen Netzbetriebsstrategien
in die Netzplanung einbezogen und anhand der geschéatzten Haufigkeit ihres Einsatzes
in Bezug auf die verursachten und gesparten Kosten bewertet werden.
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5 Entwicklung von Last- und Erzeugermodellen

5.1 Anforderungen und Vereinfachungen

Zur Untersuchung von Spannungsbandern und Betriebsmittelauslastungen ist keine
sehr hohe zeitliche Auflésung, beispielsweise im Sekundenbereich, notwendig. Fir das
Spannungsband schreibt die EN 50 160 Richtwerte fir die 10-Minuten-Mittelwerte fest.
Die maximale Auslastung der Betriebsmittel ist durch ihre thermische Festigkeit be-
grenzt. Daher muss auch die thermische Grenzleistung Uber einen Zeitraum mehrerer
Minuten anliegen, bis sich das Betriebsmittel kritisch erwarmt. Die hier entwickelten
Lastmodelle zielen daher auf eine 10-15 mindtige zeitliche Auflésung ab.

Fir die Lastmodellierung von Haushalten und weiteren Verbrauchern gibt es verschie-
dene Ansatze. Am weitesten verbreitet ist die Modellierung als konstante Leistungssen-
ke. Dabei wird jedoch eine Spannungsabhéngigkeit der Last haufig vernachlassigt. Eine
Gluhbirne hat jedoch zum Beispiel eine stark spannungsabhangige Leistungsaufnah-
me. Sie hat anndhernd eine konstante Impedanz. Geht die Spannung jedoch zurlck,
verringert sich auch der Strom durch den Glihdraht, der in Folge dessen abkulhlt. Diese
AbkUhlung fuhrt zu einer geringfigigen Abnahme der Impedanz, die damit wiederum
dem zuriickgehenden Strom entgegenwirkt.

Allgemein kann die Wirkleistungsaufnahme P der Verbraucher als Funktion der Span-
nung U folgendermaBen beschrieben werden:

kpu

P(U) = Py - (U_n)

Dabei ist P, die Wirkleistungsaufnahme bei Nennspannung U,. Der Exponent kpu
beschreibt dabei den Grad der Spannungsabhangigkeit. Ist kpu = 0 hat die Leistung
keine Spannungsabhéangigkeit, wie zum Beispiel bei einem leistungsgeregeltem Netz-
teil. Bei kpu = 1, gibt es eine einfache Spannungsabhangigkeit, die einem Lastmodell
mit konstantem Strom entspricht. Ein Wert von kpu = 2 entspricht einer Leistungssenke
mit konstanter Impedanz. Faktoren gréBer als 2 waren denkbar bei geregelten Lasten,
die fur eine Entlastung des Netzes vorgesehen sind und ihre Leistungsaufnahme bei
fallender Spannung Uberproportional stark reduzieren. Faktoren kleiner als 0 wirden
einer Last entsprechen, deren Leistungsaufnahme sich bei abnehmender Spannung
durch Uberproportional gesteigerte Stromaufnahme erhéht, was in der Praxis nicht
vorkommt. Um auf das Beispiel der Gliihbirne zurlickzukommen, wiirde hier der Faktor
entsprechend bei etwas kleiner als 2 liegen, da die Impedanz fast als konstant ange-
nommen werden kann.

Der Blindleistungsbedarf von Haushalten und seine Spannungsabhangigkeit kann im
Prinzip ahnlich zur Wirkleistung modelliert werden. In der Regel liegt der Leistungsfak-
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tor von Haushalten im Bereich 0,9 induktiv bis 0,9 kapazitiv. Sollte der Leistungsfaktor
von Kunden auBerhalb dieses Bereichs liegen, kann der Verteilnetzbetreiber nach §16
Absatz 2 NAV vom Kunden verlangen seine Blindleistung zu kompensieren, was jedoch
hauptséachlich fur Industriebetriebe mit groBen induktiven Maschinen notwendig wird.

Fir diese Arbeit standen lediglich Daten in Form gemessener Wirkleistungen an den
Anschlusspunkten zur Verfligung, auf die im Folgenden noch im Detail eingegangen
wird. Dies hat zur Folge, dass eine Spannungsabhéngigkeit der Last hier vernachlassigt
werden muss. Darlber hinaus kann aus den Daten kein Zusammenhang zum Blindleis-
tungsbezug der Haushalte abgeleitet werden, weshalb in dieser Arbeit der Blindleis-
tungsbezug Uber einen konstanten Leistungsfaktor von cos¢ = 0,95 induktiv ange-
nommen wird. Dabei ist zu beachten, dass diese Vereinfachungen tendenziell zu einer
zu stark abgeschatzten Netzbelastung fluhren, da der Selbstregeleffekt durch die Span-
nungsabhangigkeit der Lasten vernachlassigt wird.

Wie groB der Fehler durch die Vernachlassigung der Spannungsabhangigkeit ist, soll
im Folgenden kurz abgeschatzt werden. Die Messdaten stellen Leistungswerte in Watt
dar, bei denen die zum Messzeitpunkt anliegende Spannung unbekannt ist. Daher
kénnen die Leistungswerte sowohl bei hohen als auch niedrigen Spannungen gemes-
sen worden sein, ohne dass dies bekannt ist. Werden diese Lasten jedoch nun zuféllig
im Netz verteilt kann es passieren, dass eine in der N&he der Ortsnetzstation bei Nenn-
spannung gemessene Last in der Simulation am Ende eines Abgangs platziert wird.
Hier finden sich in der Regel jedoch deutlich kleinere Spannungen, so dass die hier real
auftretenden spannungsabhangigen Lasten geringer als die durchschnittlich gemesse-
nen Lasten sind. Dies fUhrt aufgrund der zuféllig platzierten zu hohen Last auch zu
einem erhdhten Spannungsfall in der Simulation. Im Einspeisefall ware dies genau
andersherum. In der Mitte des Abgangs trifft das Lastmodell am besten zu, da sich zu
hohe und zu niedrige Lasten ausgleichen. Flr die Niederspannungslasten wird als
Worst-Case Abschatzung unterstellt, dass sie sich wie konstante Impedanzen verhalten
(kpu = 2). Die Spannung in einem Niederspannungsabgang kann im Extremfall um bis
zu ca. 6% zwischen Anfang und Ende variieren. Der Ubrige Spannungshub bzw. -fall ist
fir das Mittelspannungsnetz reserviert (siehe Abschnitt 3.2.1). Daher wird angenom-
men, dass die gemessenen Leistungen bei Spannungen mit bis zu 6% Abweichung,
zum Beispiel zwischen 1,0 pu am Anfang des Abgangs und 0,94 pu am Ende des
Abgangs, gemessen wurden. Am Ende eines Abgangs werden somit Lasten platziert,
die im Mittel bei 0,97 pu gemessen wurden, obwohl hier die Spannung im Worst-Case
0,94 pu betragt. Dies fuhrt dazu, dass im schlimmsten Fall am Ende des Abgangs die
Lasten um 0,97 — 0,942 = 5,73% zu hoch angesetzt werden, als wenn die Spannungs-
abhéangigkeit berlcksichtigt werden wirde. Da der Spannungsfall bzw. -hub maBgeblich
durch die Last am Ende des Abgangs bestimmt wird, ist auch der durch die Lastfluss-
rechnung berechnete Spannungsfall im schlimmsten Fall um 5,73% zu hoch. Bei einem
maximalen Spannungsfall von 0,06 pu betragen 5,73% jedoch lediglich 0,0034 pu, so
dass der Spannungsfall mit einem derartigen Lastmodell geringfligig zu konservativ
abgeschatzt wird. Der gemachte Fehler scheint fiir eine Uberpriifung von Netzrestriktio-
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nen und der EN 50 160 als zumutbar. Dieser systematische Fehler wird bei Betrachtung
der Ergebnisse dieser Arbeit bewusst akzeptiert und der Sicherheitsreserve bei der
Auslegung zugeordnet. Fur die Ergebnisse dieser Arbeit bedeutet dies, dass die be-
rechneten Spannungen im schlimmsten Fall um 0,0034 pu bei Spannungshub zu hoch
und bei Spannungsfall zu niedrig abgeschatzt werden. Das heifit, die Spannungen
werden stets kritischer abgeschatzt, als sie in Realitat eigentlich auftreten wirden, da
die vernachlassigten spannungsabhangigen Lasten netzstabilisierend wirken.

Im Folgenden werden nun Haushalte, Elekiromobilitatslasten und Photovoltaikeinspei-
sung modelliert, um sie anschlieBend in einer probabilistischen Monte-Carlo Lastfluss-
simulation verwenden zu kénnen. Dabei werden diese als symmetrisch angenommen
und nur ihre Summenwirkleistung Uber alle drei Phasen betrachtet.

5.2 Modellierung von Haushaltslasten

Ziel dieses Abschnittes ist es aufzuzeigen, wie Haushalte in der Lastflussrechnung
berlcksichtigt werden kénnen. Je niedriger dabei die betrachtete Spannungsebene,
desto detaillierter muss das Lastmodell werden, da sich vom Mittelwert abweichendes
Verhalten einzelner Haushalte nicht mehr ausgleicht. Dies ist insbesondere auf Nieder-
spannungsebene wichtig, wenn Spannung und Strombelastung einzelner StraBenzlge
mit nur 30 bis 40 Haushalten abgeschéatzt werden sollen. Als Datengrundlage dienen
dabei Smart Meter Messdaten von 912 Haushalten aus dem Jahr 2010, die von der
Netze BW GmbH (ehemals EnBW Regional AG) in der Modellregion MeRegio im Rah-
men des vom BMWi und BMU geférderten E-Energy Programms aufgenommen wurden
[E-Energy, 2010]. Dabei handelt es sich um 15 Minuten Wirkleistungsmittelwerte sum-
miert Uber alle drei Phasen, die in den Regionen Gdppingen und Freiamt, eher Iandli-
chen Gebieten, aufgenommen wurden. Da keine Information Uber bezogene Blindleis-
tung vorliegt, wird in diesem Abschnitt nur der Wirkleistungsbezug der Haushalte mo-
delliert.

5.2.1 Durchschnittlicher Lastgang

Eine einfache M&glichkeit der Lastmodellierung ist die Verwendung von Standardlast-
profilen [BGW, 2007]. Diese werden von Energielieferanten genutzt, um den viertel-
stindlichen Bedarf ihrer Kunden abzuschatzen, deren Energieverbrauch in der Regel
nur auf jahrlicher Basis gemessen wird. Auf diese Weise kdnnen Energielieferanten die
bendtigte Energie ihrer Kunden viertelstundengenau an der Strombdrse einkaufen.
Wird eine Vielzahl an Haushalten betrachtet sind die Standardlastprofile eine glltige
Naherung, wie im Folgenden auch anhand der MeRegio Messdaten gezeigt wird. Fir
die Betrachtung auf Niederspannungsebene ist jedoch eine genauere Betrachtung
notwendig.

Standardlastprofile werden in 3 Jahreszeiten (Sommer 15.05.-14.09., Winter 1.11.-
20.03., Ubergangszeit 21.03.-14.05. sowie 15.09.-31.10.) mit jeweils 3 Typtagen (Werk-
tag, Samstag, Sonntag) unterteilt, da die Verbraucher sich hier signifikant anders ver-
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halten. Feiertage werden dem Typtag Sonntag zugeordnet. Sie sind auf einen Jahres-
verbrauch von 1 000 kWh pro Jahr normiert und werden zusétzlich mit einem Dynami-
sierungsfaktor skaliert, der Veranderungen innerhalb einer Jahreszeit abbildet. Der
Dynamisierungsfaktor wird individuell fir jeden Tag des Jahres aus einem Polynom 4.
Grades gewonnen und bewegt sich in der Nahe von 1.

Im Folgenden werden die MeRegio Messdaten mit den Standardlastprofilen verglichen.
Dabei ergeben sich vor allem zwei Herausforderungen. Zum einen sind die Messdaten
lickenhaft, insbesondere da die Smart Meter stiickweise nacheinander installiert wur-
den und daher teilweise die ersten Monate der Messdaten fehlen. Zum anderen mus-
sen sie auf ihren jahrlichen Energieverbrauch normiert werden, um sie mit den Stan-
dardlastprofilen vergleichen zu kdnnen, was ohne vollstindige Datensatze einer Ab-
schatzung bedarf. Tabelle 5-1 zeigt die Vollstandigkeit der 912 Smart Meter Messpunk-
te.

Tabelle 5-1  Anzahl der angeschlossenen Smart Meter (ber das Jahr 2010 in MeRegio

Jan./Feb. Marz/April Mai/Juni  Juli/Aug. Sep./Okt. Nov./Dez.

Anzahl 332 356 506 731 854 912
Meter

Die geringe Vollstandigkeit fuhrt dazu, dass der Energieverbrauch einzelner Haushalte
fir die Normierung schwer abschéatzbar wird. Dariiber hinaus gibt es insbesondere in
den Wintermonaten von November bis Méarz eine groBe Diskrepanz der Anzahl ange-
schlossener Zahler. Dies kann bei der Bildung eines einfachen Durchschnitts zu einer
Ubergewichtung der Monate November/Dezember, oder allgemein der Monate mit
mehr verfligbaren Messdaten, fihren. Daher missen bei groBer Ungleichheit der Ver-
fugbarkeit die Zeitrdume gleich gewichtet werden. Dies ist beispielsweise Uber die
Mittelwertbildung flr einzelne Viertelstunden eines Tages umsetzbar, die anschlieBend
gleichgewichtet gemittelt werden, um einen durchschnittlichen Typtag einer Saison zu
ermitteln. Details dieser Vorgehensweise am Beispiel der MeRegio Daten finden sich in
[Baranek, 2013a].

Far die Berechnung des Mittelwerts kann also unterschieden werden zwischen:

e Wertgewichtet: es werden alle auftretenden Typtage einer Saison gleich be-
trachtet und es wird der einfache Mittelwert gebildet. Dies kann zur Ubergewich-
tung einzelner Tage fuhren, bei denen mehr Messwerte vorliegen.

e Zeitgewichtet: fir jeden Zeitpunkt wird viertelstundengenau der Mittelwert aus
allen gleichzeitig gemessenen Daten gebildet. AnschlieBend werden die Typta-
ge einer Saison zusammengefasst und ein zeitgewichtetes Mittel gebildet.

Flr die Abschatzung des Energieverbrauchs eines Haushalts fiir die Normierung auf
einen Jahresenergieverbrauch von 1 000 kWh gibt es zwei Herangehensweisen:

e Durchschnittlicher Jahresverbrauch: anhand aller Messdaten werden die 9
Typtage ohne Skalierung gebildet. Der durchschnittliche Jahresenergiever-
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brauch aller Haushalte kann ermittelt werden, indem jedem Tag eines Jahres
ein Typtag zugewiesen wird und die Verbrauche aller Typtage addiert werden.

¢ Individueller Jahresenergieverbrauch: fir jeden vorhandenen Messwert eines
Haushalts wird der Verbrauch des korrespondierenden Standardlastprofils fur
den gleichen Zeitraum berechnet. Der Anteil des Verbrauchs des Standardlast-
profils Uber den Messzeitraum bezogen auf den Jahresenergieverbrauch von
1 000 kWh entspricht dem Extrapolationsfaktor des Verbrauchs des gemesse-
nen Haushalts.

Bild 5.1 und Bild 5.2 zeigen die verschiedenen Verfahren angewandt auf die MeRegio
Messdaten fir einen Winterwerktag und einen Sommerwerktag.

Winter Werktag
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Bild 5.1  Vergleich zwischen wertgewichteter sowie zeitgewichteter Mittelwertbildung als auch
Skalierung mit dem durchschnittlichen Gesamtenergieverbrauch bzw. dem individuel-
len Meter Verbrauch mit dem Standardlastprofil fir einen Werktag im Winter

Um abschétzen zu kénnen, wie sicher die dargestellten Werte auch den tatsachlichen
Mittelwerten entsprechen, lasst sich der Standardfehler betrachten. Dieser gibt an, wie
groB die Standardabweichung des Mittelwerts einer Stichprobe ist und wird entspre-
chend kleiner, je gréBer die Stichprobe ist. Er berechnet sich wie folgt:

o
Om = —.

Vm

Der Standardfehler g,,, bewegt sich fiir Werktage aller Jahreszeiten in einer GréBenord-
nung <1 W. Dies bedeutet, dass ca. 95% der méglichen weiteren Stichproben mit glei-
chem Umfang einen Mittelwert im Konfidenzintervall von +2g,, = +2 W um den hier
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gezeigten Mittelwert haben. Demnach bewegt sich auch der eigentliche Mittelwert, der
Uber die hier gezeigte Stichprobe nur angenahert werden kann, in diesem Intervall.
Uber den Standardfehler o,, kann auch berechnet werden, ob die verschiedenen Ver-
fahren statistisch signifikant unterschiedliche Ergebnisse liefern. Befinden sich bei-
spielsweise die Kurve mit dem Gesamtenergieverbrauch und dem individuellen Meter
Energieverbrauch mehr als 20, = 2 W auseinander, kann die Nullhypothese (sie unter-
scheiden sich nicht signifikant voneinander) mit einer Sicherheit von ca. 95% verworfen
werden. Bei Abstanden, die teilweise gréBer als 5 W sind, handelt es sich um hoch
signifikante Unterschiede. Details sowie der zeitliche Verlauf des Standardfehlers und
der Mittelwerte der anderen Typtage sind in Anhang C zu finden.

In Bild 5.1 zeigt sich fir den Werktag im Winter eine Abweichung zwischen allen vier
Kombinationsmdglichkeiten, wobei hier in der Spitze alle Abweichungen mehr als
+20,, = 2 W betragen und sie damit statistisch signifikant sind. Der Unterschied
zwischen zeitgewichteter und wertgewichteter Mittelwertbildung ist jedoch am grdBten.
Dies liegt insbesondere darin begriindet, dass der Winter die Monate von November bis
Marz beinhaltet und bei den MeRegio Daten deutlich mehr Messdaten von November
bis Dezember vorliegen. Dies wirde bei einer wertgewichteten Betrachtung zu einer
Ubergewichtung der Monate November bis Dezember filhren und die Ergebnisse ver-
falschen. Bild 5.2 zeigt die gleichen vier Kombinationsmdglichkeiten im Vergleich zum
Standardlastprofil fir einen Werktag im Sommer.

Sommer Werktag
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Bild 5.2  Vergleich zwischen wertgewichteter sowie zeitgewichteter Mittelwertbildung als auch
Skalierung mit dem durchschnittlichen Gesamtenergieverbrauch bzw. dem individuel-
len Meter Verbrauch mit dem Standardlastprofil fir einen Werktag im Sommer
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Hier wird deutlich, dass der Unterschied zwischen wert- und zeitgewichteter Mittelbil-
dung sehr gering ausféllt. Die durchgezogenen und gestrichelten Linien liegen aufei-
nander und bewegen sich innerhalb des Konfidenzintervalls. Der Unterschied zwischen
der Normierung mit dem durchschnittlichen bzw. individuellen Meter Verbrauchs ist
jedoch nach wie vor signifikant.

Die Mittelwertbildung muss nur dann zeitgewichtet anstelle einer
Wertgewichtung erfolgen, wenn die Vollstandigkeit des betrachteten
Zeitraums erhebliche (>50%) Abweichungen aufweist. Eine Normie-
rung Uber den individuellen Energieverbrauch jedes Haushaltes ist
generell ratsam.

Im Vergleich zum Standardlastprofil sind in allen Jahreszeiten (vgl. Anhang C) folgende
Abweichungen festzustellen:

e Der Standby-Verbrauch in den Nachtstunden von 23 bis 6 Uhr ist in MeRegio
generell deutlich héher (um ca. 15 W / 1000 kWh/a) als bei den Standardlast-
profilen.

e Die morgendliche Lastspitze zwischen 8 und 9 Uhr ist in MeRegio deutlich we-
niger ausgepragt als in den Standardlastprofilen.

e Die abendliche Lastspitze hat sich bei den MeRegio Daten teilweise um bis zu
einer Stunde nach hinten verschoben.

Dies lasst den Schluss zu, dass die Lastprognose durch Smart Meter
Daten regionsspezifisch gegenuber der Verwendung von Standard-
lastprofilen verbessert werden kann. Dadurch kann der Energieeinkauf
optimiert werden, wodurch Energielieferanten Kostenvorteile entstiin-
den.

Diese durchschnittlichen Lastprofile flr die verschiedenen Typtage kdnnen bereits fur
ein Lastmodell fir Haushalte verwendet werden. Jedoch wird flr die Betrachtung von
Niederspannungsnetzen und insbesondere einzelnen Abgéngen ein detaillierteres
Lastmodell benétigt. Bild 5.3 zeigt exemplarisch Bezug nehmend auf das Beispiel aus
Abschnitt 3.2.3, wie stark Aggregationen von wenigen Haushalten vom durchschnittli-
chen Lastprofil fir einen Winter Werktag abweichen kdnnen.

Die drei einzelnen Summen von jeweils 15 Haushaltslastprofilen variieren vergleichs-
weise stark vom durchschnittlichen Lastprofil. In den Nachtstunden ist zu erkennen,
dass die Varianz deutlich kleiner ist. Diese Summen entsprechen typischen Knotenlas-
ten in Niederspannungsnetzen, wie das Beispiel aus Abschnitt 3.2.3 gezeigt hat. Die
Aggregation der drei Knoten und damit die Last am gesamten Abgang ist in schwarz
dargestellt und entspricht dem Durchschnitt von 45 Haushaltslastprofilen. Selbst dieser
weicht noch signifikant vom durchschnittlichen Profil aller Messdaten, welches in rot
dargestellt ist, ab. Beispielsweise findet sich in den Abendstunden eine Erhéhung von
25% (von 200 W auf 250 W) der Last pro Haushalt.
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Bild 5.3  Auf einen Jahresenergieverbrauch von 1 000 kWh normierte und in unterschiedlicher
Form aggregierte Haushaltslastprofile im Vergleich zum durchschnittlichen Profil.

Um diese Varianz berlcksichtigen zu kénnen, muss das Lastmodell weiter angepasst
werden. Dazu kénnen zum einen direkt gemessene Lastprofile flr eine Lastflussrech-
nung genutzt werden oder zum anderen die Variabilitat statistisch modelliert werden.
Diese Vorgehensweise wird in den folgenden Abschnitten erlgutert

5.2.2 Monte-Carlo Simulation mit Messdaten

Eine naheliegende Herangehensweise zur Nutzung der Lastdaten in einer Lastflusssi-
mulation ist das zuféllige Verteilen gemessener Daten an jeden Hausanschlusspunk.
Somit kann der Netzzustand nachgestellt werden, wie er entsprechend der Messdaten
tatsachlich héatte auftreten kénnen. Dies kann jedoch unter Bertcksichtigung der ver-
schiedenen Typtage und Messstellen auf vielfaltige Art und Weise durchgeflihrt wer-
den. Da die in 3.2.1 erwahnte EN 50 160 Spannungsintervalle auf eine Woche bezogen
beschreibt, wird auch hier der Betrachtungszeitraum auf eine Woche gewahlt. Wenn
jedoch nur eine einzelne Woche simuliert wird, kann dies einen Sonderfall darstellen,
da hier vielleicht viele Haushalte im Urlaub waren und daher die Last geringer ist. Alter-
nativ kdnnte es drauBen sehr kalt gewesen und daher vermehrt elektrisch geheizt
worden sein, wodurch eine erhéhte Belastung festgestellt wird. Um dies widerzuspie-
geln, ist die Betrachtung einer einzelnen Woche nicht ausreichend. Es werden mit Hilfe
einer Monte-Carlo Simulation eine Vielzahl an Wochen simuliert, in denen die Lastda-
ten den Haushalten jedes Mal neu zugeordnet werden. Bei der Zuordnung waére es
denkbar das Profil entsprechend der tatséchlichen HaushaltsgréBe und des daraus
resultierenden Energieverbrauchs zu skalieren. In dieser Arbeit wird darauf jedoch
verzichtet, da keinerlei Informationen Uber die Haushalte zur Verfligung standen. Durch
die zufallige Zuordnung wird gewahrleistet, dass kein Sonderfall betrachtet wird, son-
dern die tatsachlichen Lastfélle (auch in Kombination mit Einspeisefallen durch Photo-
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voltaik) mit ihrer Auftrittshdufigkeit bertcksichtigt werden. Dies ermdglicht im Gegensatz
zu einer einzelnen Lastflussrechnung mit einem Auslegungsfall oder einer Simulation
einer Zeitreihe die Berechnung einer Uberlastungswahrscheinlichkeit fiir Betriebsmittel
und Knoten.

Generell kann unterschieden werden, ob das den Haushalten zugeordnete Lastprofil
einer Woche am Stlck an einer Messstelle in einer ausgesuchten Jahreszeit gemessen
worden sein muss, oder ob es auch aus den Typtagen (Werktag, Samstag, Sonntag)
zusammengesetzt werden darf. DarlGber hinaus lasst sich unterscheiden, ob die Last-
profile zweier Haushalte genau zur selben Zeit gemessen worden sein sollen, oder ob
zwischen allen Wochen einer Jahreszeit nicht weiter differenziert wird.

Bild 5.4 zeigt die Korrelationsmatrix fir die Betrachtung eines Winter Werktages (links)
sowie die einer kompletten Woche (rechts). Die Hauptdiagonale entspricht dabei der
Autokorrelation, die immer 1 ist. Anhand der Matrix l&sst sich ablesen, wie groB der
Zusammenhang des Lastwertes zu einer bestimmten Uhrzeit zu einer anderen Uhrzeit
ist. Wenn die Last beispielsweise um 13 Uhr hoch ist, ist davon auszugehen, dass
jemand in dem Haushalt zu Hause ist und beispielsweise kocht. Dadurch steigt die
bedingte Wahrscheinlichkeit, dass auch um 13:15 die Last hdher ist als bei anderen
Haushalten, was sich in einer erhdhten Korrelation duBert.

Winter Werktag Winterwoche
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18:00
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Bild 5.4 Qualitativer Verlauf der Korrelationsmatrix eines Winter Werktages (links) und einer
Winterwoche (rechts)

Sehr deutlich wird der stark korrelierte Bereich zwischen 0 und 6 Uhr morgens. Zu
dieser Zeit handelt es sich hauptsachlich um Standby-Verbraucher und die Last andert
sich kaum. Dies zeigt, dass die Last um 5 Uhr nicht unabhangig, sondern sehr ahnlich
zu der Last um 2 Uhr eines Haushalts ist. Dartiber hinaus I&sst sich fur alle Uhrzeiten
ein dunner Schlauch um die Hauptdiagonale feststellen, der zeigt, dass die Last zu
einem bestimmten Zeitpunkt von den Lasten bis zu einer Stunde vorher abhangig ist
bzw. Einfluss auf Lasten eine Stunde in der Zukunft nimmt. Auch ist sowohl auf der
linken sowie der rechten Seite zu den Morgenstunden ein Band zu erkennen, das sich
Uber den ganzen Tag bzw. Woche durchzieht. Dies |asst darauf schlieBen, dass jede
Last zu jeder Uhrzeit zumindest schwach mit der Last in den Nachtstunden korreliert ist,
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was insofern plausibel ist, da die Standby-Verbraucher dauerhaft Strom verbrauchen
und ihnen lediglich die eigentliche Haushaltslast tberlagert wird.

Dies zeigt, dass der zeitliche Zusammenhang der Lastdaten pravalent
ist und nicht ohne weiteres vernachlassigt werden kann.

Als Referenzfall dient daher die zuféllige Auswahl einer Kalenderwoche. Im Anschluss
wird ein Pool derer Messstellen zusammengestellt, die in dieser Kalenderwoche einen
vollstandigen Messdatensatz vorweisen kdnnen. Fiur die Haushalte wird nun jeweils
zufallig aus diesem Pool eine vollstdndige Woche ausgesucht, die als Lastprofil hinter-
legt wird. Dies stellt den zeitlichen Zusammenhang der Messdaten sicher und der aus-
gewahlte Fall hatte entsprechend tatsachlich so im Netz gemessen werden kénnen, da
auch verschiedene Haushalte auf diese Weise zur gleichen Zeit gemessen wurden. Fir
alle anderen Vorgehensweisen der Anwendung der Messdaten dient dies als Basis
zum Vergleich. Der Referenzfall sieht also vor, vollstdndige Wochen am Stlck als
Lastprofil zu hinterlegen und dabei fur unterschiedliche Haushalte immer gleichzeitig
gemessene Daten auszuwéhlen.

Ein Nachteil des Referenzfalls resultiert aus den diversen Aussetzern in den Messdaten
und der damit einhergehenden verringerten Nutzbarkeit der Datenmenge. Wird ein
einzelner Viertelstundenmittelwert nicht gemessen, kann die komplette Woche des
betreffenden Haushalts an Messdaten nicht mehr fir den Referenzfall genutzt werden,
weil nur so ein zeitlicher Zusammenhang gewahrleistet werden kann. Tabelle 5-2 zeigt
flr unterschiedliche Zeitraume (Wochen, Tage und Viertelstunden) wie viele Datensat-
ze ohne Messdatenaussetzer verflgbar sind.

Tabelle 5-2 Umfang verfligbarer Messdaten in Abhangigkeit des benétigten Zeitraums ohne
Messdatenaussetzer am Beispiel MeRegio

Vollstédndig gemes-  Vollstandig gemes- Gemessene

sene Wochen sene Tage Viertelstunden

In Wochen 10937 21628 27 007,3
In Tagen 76 559 151 396 189 051
In Viertelstunden 7 349 664 14 534016 18 148 900
Prozentual 100% 197,75% 246,94%

Bei der reinen Betrachtung vollstdndig gemessener Wochen des Datensatzes stehen
10937 Wochen zur Verfugung. Bei der Betrachtung einzelner Kalenderwochen des
Jahres variiert die Anzahl der vollstandig zur Verfigung stehenden Messdaten zwi-
schen 200 und 800 Zahlern. Sofern es beispielsweise zu einer Unterbrechung der
Datenverbindung kommt und ein Viertelstundenwert nicht erfasst wird, liegt der Gedan-
ke nahe die restlichen sechs vollstdndig gemessenen Tage dieser Woche trotzdem zu
nutzen. Vollstandig gemessene Tage kdnnen 151 396 bei dem vorliegenden Datensatz
gezahlt werden, was insgesamt die zur Verfigung stehende Datenmenge nahezu
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verdoppelt. Ein Vergleich mit den insgesamt zur Verfligung stehenden Viertelstunden-
daten ergibt sogar eine um 146,94% héhere Datenmenge.

Bild 5.5 zeigt auf der linken Seite fur die 52 Kalenderwochen im Jahr (ohne Reihenfol-
ge) die Anzahl der zur Verflgung stehenden Datensatze vollstdndiger Wochen. Dies
veranschaulicht die Problematik der Anwendung des Referenzfalls fir groBe Netze, in
denen mehr als ~500 Haushalten Lastprofile zugeordnet werden muissen. Hier ist es
nicht moglich sicherzustellen, dass diese gleichzeitig gemessen wurden, da die 19.
Woche mit 475 die héchste Anzahl an gleichzeitig und vollstdndig gemessenen Wo-
chenprofilen darstellt. Dies macht die Notwendigkeit fir verallgemeinerte Lastmodelle
deutlich.

Auf der rechten Seite zeigt Bild 5.5, wie viele Kalenderwochen aller Messzahler es mit
jeweils null bis zehn Messdatenaussetzern gibt. Dies zeigt deutlich, dass es haufig nur
sehr wenige Aussetzer sind, die fi