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Kurzfassung

Durch die Elektrifizierung des Verkehrs- und Wärmesektors sowie die Erhöhung der
installierten Leistung von Erneuerbare-Energien-Anlagen (EEA) müssen neue flexi-
ble Verbraucher und Erzeuger in die elektrischen Verteilnetze integriert werden. Um
das Dargebot der EEA zu nutzen und die Erzeugung aus konventionellen Kraftwer-
ken gering zu halten, kann die Flexibilität marktdienlich bewirtschaftet werden und
orientiert sich somit am Zustand des gesamten Energiesystems. Dadurch kann si-
tuativ eine hohe Gleichzeitigkeit im Verhalten von Anlagen auftreten, sodass eine
erhöhte Belastung der elektrischen Verteilnetze resultiert. Die Netzbetreiber sind ge-
setzlich dazu verpflichtet weiterhin eine normgerechte Versorgung mit Elektrizität
unter Berücksichtigung volkswirtschaftlicher Effizienz sicherzustellen. Dazu wurden
bisher vorrangig Netzausbaumaßnahmen geplant und umgesetzt. Alternativ besteht
im Einklang mit dem Energiewirtschaftsgesetz auch die Möglichkeit, flexible Anlagen
netzdienlich zu nutzen, um Grenzwertverletzungen zu vermeiden. Wird ein Netz unter
Berücksichtigung netzdienlicher Flexibilitätsnutzung geplant, sind im Betrieb situativ
Redispatchmaßnahmen notwendig. Somit üben lokale Netzrestriktionen einen Einfluss
auf das mögliche Verhalten der flexiblen Anlagen aus und die Flexibilität steht ggf.
nicht dem übrigen System zur Verfügung.

In der vorliegenden Arbeit wird eine methodische Vorgehensweise präsentiert, welche
die Untersuchung der Wechselwirkungen einer netzdienlichen Flexibilitätsnutzung in
der Planung mit dem gesamten Energiesystem ermöglicht. Dazu wird eine bestehende
Markt- und Übertragungsnetzsimulationsumgebung um Module zur Modellierung der
Verteilnetzebene erweitert. Diese Module beinhalten Methoden, um repräsentative
Netzstrukturen und Regionen zu identifizieren, in denen flexible Anlagen verortet und
mittels disaggregierter Zeitreihen einer fundamentalen Marktsimulation beschrieben
werden. Eine Netzausbausimulation unter Berücksichtigung netzdienlicher Flexibili-
tätsnutzung ermöglicht die Identifikation des notwendigen Netzverstärkungsbedarfs
in der Hoch-, Mittel- und Niederspannungsebene. Im Anschluss werden die notwen-
digen Einschränkungen des marktdienlichen Anlageneinsatzes über die Auswertung
von Netzrestriktionen bestimmt. Die Auswirkungen auf den Anlageneinsatz im Kon-
text des gesamten Energiesystems werden mittels Aggregation der Restriktionen und
Erweiterung der Marktsimulation modelliert. Die entwickelte Simulationsumgebung
wird mit Fokus auf die Niederspannungsebene exemplarisch für das Szenario B2035
des Netzentwicklungsplans 2021 angewendet.
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Abstract

The electrification of the transport and heating sectors and the increase in the instal-
led capacity of renewable energy sources require new flexible consumers and producers
to be integrated into the electrical distribution grids. In order to utilise the supply
from renewable energy sources and keep generation from conventional power plants
low, flexibility can be managed in a market-oriented manner and is thus geared to
the state of the overall system. This can lead to a high degree of simultaneity in the
behaviour of individual units, resulting in an increased load on the electrical distri-
bution grids. Grid operators are legally obliged to continue to ensure a standardised
supply of electricity while taking economic efficiency into account. To date, grid ex-
pansion measures have been planned and implemented as a priority. Alternatively,
in accordance with German legislation, it is also possible to utilise flexible units in
a grid-serving manner in order to avoid the violation of grid constraints. If a grid is
planned taking grid-serving flexibility utilisation into account, redispatch measures
may be necessary during operation. This means that local grid restrictions have an
influence on the possible behaviour of the flexible units and the flexibility may not
be available to the rest of the system.

This thesis presents a methodical approach that makes it possible to analyse the
interactions of grid-serving flexibility use in planning with the overall system. For
this purpose, an existing market and transmission grid simulation environment is
being expanded to include modules for modelling the distribution grid level. These
modules include a methodical approach to identify representative grid structures and
regions in which flexible units are located and described using disaggregated time
series of a fundamental market simulation. A grid expansion simulation that takes
grid-serving flexibility use into account enables the identification of the necessary
grid reinforcement requirements at the high-, medium- and low-voltage-level on the
one hand and the modelling of remaining grid restrictions in case of market-serving
flexibility utilisation on the other. The effects on unit deployment in the context of the
overall system are modelled by aggregating the restrictions and extending the market
simulation. The simulation environment developed is used for scenario B2035 of the
2021 German grid development plan as an example, focussing on the low-voltage
level.
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1 Einleitung

1.1 Motivation und Forschungsfrage

Infolge nationaler und internationaler Maßnahmen zur Reduktion von Treibhaus-
gasemissionen befindet sich das elektrische Energiesystem im Wandel. Erzeugungs-
seitig äußert sich dieser Wandel in einer Erhöhung der installierten Leistung von
Erneuerbare-Energien-Anlagen (EEA) und in der Abschaltung fossiler Erzeugungs-
kapazitäten [1]. Auf der Nachfrageseite sind Effizienzsteigerungen häufig mit einem
Wechsel des Endenergieträgers verbunden, sodass Verbraucher des Mobilitäts- und
Wärmesektors elektrifiziert werden ([2, 3]) und ein steigender elektrischer Energiebe-
darf prognostiziert wird [4]. Diese Veränderungen stellen die Koordinationsmechanis-
men zur Aufrechterhaltung der Versorgungssicherheit vor neue Herausforderungen.
Einerseits gilt es, die dargebotsabhängige Erzeugung und den Verbrauch im elektri-
schen Energiesystem über Markt- und Regelungsmechanismen stetig in Balance zu
halten. Andererseits darf die Infrastruktur zum Transport und zur Verteilung der
elektrischen Energie nicht überlastet werden.

Um einer Überlastung der Transport- und Verteilungsinfrastruktur entgegen zu wir-
ken, kann die Kapazität durch Netzausbaumaßnahmen verstärkt werden, oder Anla-
gen (Erzeugungsanlagen und Lasten) müssen unter Berücksichtigung der verfügbaren
Transportkapazitäten netzdienlich gesteuert werden. Netzbetreiber stehen dabei vor
der Herausforderung, ihr Netz möglichst im Einklang mit § 4 des Energiewirtschaft-
gesetzes (EnWG)1 zu planen und zu betreiben, welcher unter anderem die volkswirt-
schaftliche Effizienz bei Aufrechterhaltung der Versorgungssicherheit fordert.

Auf Ebene des Übertragungsnetzes findet aufgrund der Prozessgestaltung zwangsläu-
fig eine Abwägung zwischen Netzausbaumaßnahmen und Eingriffen in die Anlagen-
führung in Form von Redispatch und damit verbundenen wirtschaftlichen Konsequen-
zen statt: Das Vorgehen im Netzentwicklungsplan (NEP) enthält als Komponente un-
ter anderem eine fundamentale Marktsimulation, welche die initiale Transportaufgabe
definiert. Im Anschluss werden die erlangten Fahrpläne der simulierten Anlagen in
einer Netzsimulation genutzt, um ein wirtschaftliches Optimum aus Netzausbau- und
Redispatchmaßnahmen näherungsweise zu bestimmen. Die unterschiedlichen Kosten-
bestandteile können bei diesem Planungsschritt aufgrund der vollständigen Systemab-

1Energiewirtschaftsgesetz vom 7. Juli 2005 (BGBl. I S. 1970; 3621), das zuletzt durch Artikel 24
des Gesetzes vom 8. Oktober 2023 (BGBl. 2023 I Nr. 272) geändert worden ist
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1 Einleitung

deckung angegeben werden. Durch die aggregierte und überregionale Perspektive wird
die Verteilnetzinfrastruktur jedoch nicht in der Übertragungsnetzplanung betrachtet
und auch zukünftig als engpassfrei angesehen. Die Übertragungsnetzbetreiber neh-
men somit an, dass keine Eingriffe durch Verteilnetzbetreiber in den Anlagenbetrieb
zur Vermeidung von Grenzwertverletzungen in der Verteilnetzebene stattfinden. Dies
steht im Widerspruch zu § 4 des EnWG, durch den auch Verteilnetzbetreiber gesetz-
lich dazu angehalten sind, ihr Netz kostenoptimal zu planen.

Die kostenoptimale Planung von Verteilnetzen berücksichtigt aktuell lediglich das
jeweilige Teilsystem des Verteilnetzbetreibers und beachtet nicht das gesamte Ener-
giesystem, welches nachfolgend als Gesamtsystem bezeichnet wird. Ein Planungs-
instrument mit Rückwirkung auf den Anlageneinsatz und somit das Gesamtsystem
stellt die Spitzenkappung dar, welche den möglichen netzdienlichen Eingriff in den
Betrieb von Photovoltaik-Anlagen (PV-Anlagen) und Windenergieanlagen in die Pla-
nung integriert. Dieser Freiheitsgrad der Netzplanung ist in § 11 des EnWG gesetz-
lich verankert und der Verteilnetzbetreiber muss keinen Nachweis erbringen, dass
die Anwendung der Spitzenkappung auch für das Gesamtsystem kosteneffizient ist.
Das begründet sich auch darin, dass die Rückwirkungen eines netzdienlichen Ein-
griffes in den Anlagenbetrieb auf das Gesamtsystem für Verteilnetzbetreiber nicht
abgebildet werden können. Eine ganzheitliche wirtschaftliche Bewertung würde eine
Markt- beziehungsweise Redispatchsimulation analog zum Planungsprozess der Über-
tragungsnetzbetreiber erfordern. In der Praxis kann dies nicht umgesetzt werden, da
Planungsgrundsätze anderer Verteilnetzbetreiber nicht bekannt sind und, unter an-
derem daraus resultierend, das Verhalten dort verorteter Anlagen nicht bekannt ist.
Für einen Verteilnetzbetreiber ist bspw. nicht bekannt, ob in anderen Netzgebieten
die Einspeisung von Erzeugungsanlagen aufgrund von Engpässen in einigen Zeitpunk-
ten reduziert werden muss und dies Rückwirkungen auf das Verhalten der Anlagen
im eigenen Netzgebiet hat. Die Wechselwirkungen des eigenen Teilsystems mit ande-
ren Netz- und Anlagenbetreibern sind daher nicht bekannt, sodass die ganzheitliche
wirtschaftliche Bewertung von Ausbaumaßnahmen für einzelne Verteilnetzbetreiber
unmöglich ist. Dieses Defizit gilt nicht nur für die Bewertung der Spitzenkappung bei
PV- und Windenergieanlagen, sondern auch für die netzdienliche Nutzung anderer
Flexibilitätsoptionen wie batterieelektrische Kraftfahrzeuge (E-KFZ), Wärmepumpen
und Batteriespeicher.

Zur Einbindung der Flexibilitätsoptionen in die Verteilnetzinfrastruktur sind große
Investitionen notwendig. So werden die Investitionskosten für den Netzausbau bis zum
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1.2 Struktur der Arbeit

Jahr 2032 von 82 im Monitoringbericht der Bundesnetzagentur befragten Verteilnetz-
betreibern bspw. auf 42,27 Mrd. Euro geschätzt [5]. Wirtschaftliche Effizienz in der
Netzausbauplanung ist daher von besonderem gesellschaftlichen Interesse. Auf kürze-
re Sicht stellt der zum 01.01.2024 in Kraft getretene novellierte § 14a des EnWG die
Netzplanung vor offene Fragestellungen. Diese Gesetzgebung ermöglicht die Einbin-
dung neuer Verbraucher in bestehende Netze unter der Maßgabe einer netzorientierten
Steuerung bei reduzierten Netzentgelten. Dadurch entsteht ein neuer Freiheitsgrad in
der Planung von Verteilnetzen, der bspw. die Priorisierung von Ausbaumaßnahmen
ermöglicht. Auch bei diesem Prozess sollte eine wirtschaftlich effiziente Lösung für das
Gesamtsystem gefunden werden. Die aufgeführten Entwicklungen führen zur zentra-
len Forschungsfrage der vorliegenden Arbeit:

Wie können die Wechselwirkungen zwischen netzdienlicher Flexibilitätsnutzung in
der Planung von Verteilnetzen und dem Gesamtsystem modelliert und wirtschaftlich

bewertet werden?

Eine Beantwortung dieser Forschungsfrage ermöglicht die Bewertung vielfältiger Zu-
sammenhänge im Energiesystem aus technischer und ökonomischer Perspektive. Wenn
bspw. eine netzdienliche Flexibilitätsnutzung in der Verteilnetzebene notwendig ist,
hat dies nicht nur Rückwirkungen auf den möglichen Einsatz der Anlagen am Ener-
giemarkt, sondern auch auf die Möglichkeit, Systemdienstleistungen zu erbringen. Zur
Bewertung der Auswirkungen muss einerseits modelliert werden, wann welche Anla-
gen in den Verteilnetzen von Einschränkungen betroffen sind und andererseits wie
diese im Kontext des Gesamtsystems ins Gewicht fallen.

1.2 Struktur der Arbeit

Die Arbeit gliedert sich in vier wesentliche Analyseschritte, die in Abbildung 1.1
schematisch dargestellt werden. Zunächst werden in Kapitel 2 in die Prozesse der
Verteilnetzplanung eingeführt und zukünftige Anforderungen formuliert. Dazu wird
die aktuelle Planungsaufgabe aus technischer und regulatorischer Sicht beleuchtet. Da
Investitionen in die Netzinfrastruktur aufgrund der Langlebigkeit auch vor dem Hin-
tergrund zukünftiger Entwicklungen getroffen werden müssen, werden im Anschluss
mögliche generelle Entwicklungspfade des Energiesystems aufgezeigt und ihr Einfluss
auf die Auslastung von Verteilnetzen qualitativ betrachtet. Dabei wird deutlich, dass
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1 Einleitung

insbesondere die Flexibilität von zu integrierenden und bereits vorhandenen Anla-
gen relevant ist. Daher werden wesentliche Begriffe der Flexibilität für diese Arbeit
definiert. Schließlich werden die erlangten Erkenntnisse ausgewertet, um zukünftige
Anforderungen an die Planung von Verteilnetzen zu identifizieren. Durch dieses Kapi-
tel wird somit herausgestellt, welche Zusammenhänge und Effekte zur Beantwortung
der Forschungsfrage grundsätzlich berücksichtigt und analysiert werden müssen.

Der resultierende Untersuchungsraum wird in Kapitel 3 in einen Modellierungsbe-
darf überführt. Dazu wird der Stand der Forschung für vier wesentliche Teilaufgaben
analysiert, um im Anschluss jeweils den Entwicklungsbedarf herauszustellen und zu
präzisieren. Die erste Teilaufgabe umfasst die adäquate Abbildung der zukünftigen
Versorgungsaufgabe als Grundlage der ebenfalls zu realisierenden Verteilnetzausbau-
simulation unter Berücksichtigung von Flexibilitätsoptionen. Die dritte Teilaufgabe
beinhaltet die Modellierung der netzdienlichen Flexibilitätsbewirtschaftung im Kon-
text des Gesamtsystems. Im Zuge dessen wird bereits ein erstes Konzept für die
zu entwickelnde Simulationsumgebung hergeleitet und in Anforderungen überführt.
Schließlich werden in Kapitel 3 Verfahren zur Hochrechnung von Detailergebnissen
vorgestellt, da aufgrund des hohen Rechenaufwands sowie mangelnder Daten häu-
fig nur ausgewählte Verteilnetze im Rahmen wissenschaftlicher Studien untersucht
werden.

In Kapitel 4 wird der Modellierungsbedarf in eine Simulationsumgebung überführt.
Die Simulationsumgebung besteht aus sechs Modulen, die jeweils detailliert erläutert
werden. Die Module umfassen einerseits die Modellierung des Anlageneinsatzes un-
ter Berücksichtigung verschiedener Flexibilitätsbewirtschaftungsparadigmen, indem
unter anderem eine existierende fundamentale Marktsimulation erweitert wird. An-
dererseits werden entwickelte Methoden zur Bestimmung des Netzausbaubedarfs in
Verteilnetzen unterschiedlicher Spannungsebene unter Berücksichtigung flexibler An-
lagen erläutert. Ebenso werden Restriktionen für in Verteilnetzen verortete Anlagen
bestimmt, die in der fundamentalen Marktsimulation genutzt werden. Um die Kopp-
lung der disaggregierten Modelle (Verteilnetzausbausimulation) und aggreggierte Mo-
delle (fundamentale Marktsimulation) zu ermöglichen, befassen sich zwei Module der
entwickelten Simulationsumgebung mit den Übergängen zwischen verschiedenen Ag-
gregationsebenen. Neben der Darstellung der methodischen Verfahren werden in Ka-
pitel 4 zudem Einblicke in die Implementierung gegeben.

Der Nachweis, dass die entwickelte Simulationsumgebung eine Analyse der Wech-
selwirkungen zwischen Verteilnetzplanung und Gesamtsystem entsprechend der For-
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1.2 Struktur der Arbeit

schungsfrage ermöglicht, wird in Kapitel 5 anhand einer exemplarischen Anwendung
erbracht. Dazu werden die Ergebnisse der einzelnen Module der Simulationsumgebung
für ein Zukunftsszenario für das Jahr 2035 vorgestellt.

Abschließend wird die Arbeit zusammengefasst und getroffene Modellannahmen dis-
kutiert. Die Diskussion wird von einem Ausblick ergänzt, in dem mögliche weiterfüh-
rende Forschungsfragen vorgestellt und damit einhergehende Weiterentwicklungen der
entwickelten Simulationsumgebung benannt werden.
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• Hochrechnung von Ergebnissen

Abbildung 1.1: Struktur der Arbeit
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2 Anforderungen an den
Netzplanungsprozess

Die Versorgung mit Elektrizität erfolgt leitungsgebunden und den Netzbetreibern
obliegt unter anderem die Verantwortung, ihre Netze zur Erfüllung der Transport-
aufgabe zu planen. Damit verbunden ist der Netzplanungsprozess, welcher in dieser
Arbeit mit Fokus auf die Verteilnetzebene eine wesentliche Grundlage zur Beantwor-
tung der Forschungsfrage darstellt. Der Netzplanungsprozess muss dabei aktuelle und
zukünftige Entwicklungen im elektrischen Energiesystem antizipieren, da Planungs-
entscheidungen einerseits mit einer Vorlaufzeit bis zur Umsetzung verbunden sind
und andererseits aufgrund der Investitionskosten und Lebensdauern der eingesetzten
Betriebsmittel einen möglichst langfristigen Nutzen entfalten sollten.

In diesem Kapitel wird zunächst in die Netzplanung und zugehörige Begriffe einge-
führt. Anschließend wird gezeigt, wie sich prognostizierte Veränderungen im Ener-
giesystem auf elektrische Verteilnetze auswirken. Dabei nehmen flexible Erzeugungs-
und Verbrauchsanlagen eine besondere Rolle ein, sodass grundlegende Begriffe für
die Beschreibung von Flexibilität definiert werden. Schließlich werden zukünftige An-
forderungen an den Netzplanungsprozess abgeleitet, welche den Untersuchungsbedarf
der Forschungsfrage weiter schärfen und im Folgekapitel eine Analyse zum derzeitigen
Stand der Forschung ermöglicht.

2.1 Planung elektrischer Verteilnetze

Für Elektrizitätsversorgungsnetze wird in § 1a Absatz 4 des EnWG festgelegt, dass
sie „bedarfsgerecht unter Berücksichtigung des Ausbaus der Stromerzeugung aus er-
neuerbaren Energien nach § 4 des Erneuerbare-Energien-Gesetzes, der Versorgungs-
sicherheit sowie volkswirtschaftlicher Effizienz ausgebaut werden“ sollen. Im Rahmen
dieser Arbeit liegt der Fokus auf Energieversorgungsnetzen der allgemeinen Versor-
gung nach § 3 EnWG, daher steht die Verteilungsaufgabe nicht final mit Errichtung
des Netzes fest. Dies hat zur Folge, dass die bedarfsgerechte Auslegung eines Net-
zes regelmäßig überprüft werden muss, da sich die Anzahl der Erzeugungs- und auch
Verbrauchsanlagen im Netzgebiet verändern kann oder sich das Verhalten angeschlos-
sener Anlagen am Netzverknüpfungspunkt aufgrund geänderter Rahmenbedingungen
verändert. Diese Überprüfung ist der Prozess der Netzplanung.
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2 Anforderungen an den Netzplanungsprozess

2.1.1 Definition der Planungsaufgabe

Da für den Netzausbau volkswirtschaftliche Effizienz gefordert wird, Investitionen
langlebig sind und lange Zeiträume bis zur Umsetzung geplanter Maßnahmen verge-
hen, muss die Planung für in der Zukunft liegende Transport- und Verteilungsbedarfe
erfolgen. In der Anwendungsregel VDE-AR-N 4141-1 [6] wird ein Überblick über ver-
schiedene Planungsschritte gegeben. In Abbildung 2.1 werden diese entsprechend des
Detailgrades und vorausschauender Zeithorizonte eingeordnet.

Vorausschauender Zeithorizont in Jahren
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Netzentwicklungs- und 
Netzausbauplanung

Abbildung 2.1: Überblick über Begrifflichkeiten der Netzplanung (in Anlehnung an
VDE-AR-N 4141-1)

Der Netzentwicklungs- und Netzausbauplanung liegen langfristige Szenarien zu Grun-
de, sodass „Grundsatzentscheidungen zu Baumaßnahmen“ [6] getroffen werden. Eine
konkretere Planung, bspw. in Form eines Vergleichs von Standortvarianten, findet in
der Entwurfsplanung statt, deren Zeithorizont drei bis zehn Jahre vorausschaut. Der
vergleichsweise kurzfristigste Planungsschritt ist die Umsetzungsplanung und Projek-
tierung.

Eine alternative Unterscheidung wird in [7] präsentiert. Dort wird zwischen der ope-
rativen und strategischen Planung unterschieden. Die operative Planung zielt da-
bei auf lokale und kurzfristige Maßnahmen ab, kann in Abbildung 2.1 also einem
geringen vorausschauenden Zeithorizont und hohen Detailgrad zugeordnet werden.
Die strategische Planung greift strukturell und ganzheitlich unter einem mittel- und
langfristigen Hintergrund ein und entspricht daher der Entwurfs- beziehungsweise
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2.1 Planung elektrischer Verteilnetze

Netzentwicklungs- und Netzausbauplanung.

Um sicherzustellen, dass die Auslegung des Netzes konform mit § 1a EnWG erfolgt,
wird das Netz so dimensioniert, dass es die (zukünftige) Versorgungsaufgabe erfüllt.
Der Begriff der Versorgungsaufgabe wird dabei nicht näher definiert, jedoch zeichnet
ein Netz ohne Versorgungsaufgabe nach [8] aus, dass „[...] im Unterschied zum Netz
der allgemeinen Versorgung ausschließlich Erzeugungsanlagen, Speicher und Anlagen
der Sektorkopplung (z. B. Power-to-Gas-Anlagen) angeschlossen sind [...]“. Demnach
kann geschlussfolgert werden, dass die Versorgungsaufgabe eines Netzes der allge-
meinen Versorgung zusätzlich oder exklusiv durch die Versorgung von Anlagen auf
der Nachfrageseite gekennzeichnet ist. In [9] wird die Versorgungsaufgabe für Net-
ze in der Niederspannungsebene (NS) vom Kollektiv der Letztverbraucher und ihren
Eigenschaften abgeleitet. Um die Anforderungen an die Netzinfrastruktur möglichst
allgemeingültig für alle Spannungsebenen zu beschreiben und neue Technologien zu
berücksichtigen, wird die Versorgungsaufgabe in dieser Arbeit wie folgt definiert:

Definition: Versorgungsaufgabe

Die Versorgungsaufgabe für ein Netz der allgemeinen Versorgung besteht in
der normgerechten Versorgung aller angeschlossenen und anzuschließenden
(teil-)elektrischen Anlagen, und wird somit durch deren elektrisches Verhal-
ten am Netzverknüpfungspunkt im zeitlichen Verlauf geprägt.

Somit umfasst die Versorgungsaufgabe in dieser Arbeit sowohl Lasten als auch sek-
torenkoppelnde Anlagen, Speicher und Erzeugungsanlagen. Ausschlaggebend für die
Dimensionierung des Netzes und aller Netzbetriebsmittel ist das elektrische Verhal-
ten der Anlagen, somit wird die Versorgungsaufgabe in dieser Arbeit nicht durch
installierte Leistungen beschrieben, sondern durch die Austauschleistung am Netz-
verknüpfungspunkt im zeitlichen Verlauf.

Die Planungsaufgabe besteht folglich darin, Maßnahmen zu identifizieren, die sicher-
stellen, dass das Netz die Versorgungsaufgabe des anvisierten Zeithorizonts erfüllt.

2.1.2 Regulatorische Anforderungen an den Planungsprozess

Um sicherzustellen, dass Energieversorgungsnetze, obwohl sie ein natürliches Monopol
darstellen [10], von Betreibern volkswirtschaftlich effizient ausgebaut und betrieben
werden, wirken verschiedene regulatorische Anforderungen auf sie ein.
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2 Anforderungen an den Netzplanungsprozess

Zentraler Baustein der Regulierung ist die im § 21a des EnWG verankerte Anreizre-
gulierungsverordnung (ARegV)2. Die ARegV sieht unter anderem vor, dass Netzbe-
treiber alle 5 Jahre hinsichtlich ihrer Effizienz verglichen werden und einem Erlöspfad
folgen. Eine Erlösobergrenze bestimmt, bis zu welchem Niveau Kosten anerkannt
werden, sodass betriebswirtschaftliche Anreize bestehen, Ineffizienzen abzubauen. In
der Anreizregulierung wird zwischen (vorübergehend) nicht beeinflussbaren Kosten
und beeinflussbaren Kosten unterschieden, wobei nur die beeinflussbaren Kosten, die
Ineffizienzen enthalten, im Rahmen eines Erlöspfades reduziert werden müssen. Die
Kostenanteile werden an dieser Stelle nicht vollständig genannt, und es wird nur auf
die wesentlichen Aspekte, die im Rahmen dieser Arbeit von Relevanz sind, eingegan-
gen.

In die Berechnung der Erlösobergrenze fließt ein Kapitalkostenaufschlag hinzu, der
nach § 10a Absatz 1 Satz 1 der ARegV unter anderem die Summe der kalkulatori-
schen Abschreibungen und der kalkulatorischen Fremdkapitalverzinsung enthält. Der
nach § 10a Absatz 7 Satz 1 ARegV anzuwendende kalkulatorische Zinssatz wird dabei
als gewichteter Mittelwert aus kalkulatorischem Eigenkapitalzinssatz und kalkulato-
rischem Fremdkapitalzinssatz gebildet. Der kalkulatorische Eigenkapitalzinssatz ist
dabei mit 40 Prozent und der kalkulatorische Fremdkapitalzinssatz mit 60 Prozent
zu gewichten. Die kalkulatorische Eigenkapitalverzinsung für Neuanlagen wird dabei
nach § 7 Absatz 4 der Stromnetzentgeltverordnung (StromNEV)3 bestimmt und ori-
entiert sich am Durchschnitt veröffentlichter Umlaufsrenditen festverzinslicher Wert-
papiere inländischer Emittenten der letzten 10 Jahre. Zusätzlich ist ein Zuschlag zur
Abdeckung der unternehmerischen Wagnisse möglich. Der Eigenkapitals-Zinssatz für
die vierte Regulierungsperiode wurde von der Bundesnetzagentur entsprechend auf
5,07% vor Steuern festgelegt und in [11] veröffentlicht. Der Fremdkapitalzins wird für
Verteilnetzbetreiber für die gesamte Regulierungsperiode auf Basis von § 7 Absatz 7
der StromNEV berechnet und ergibt sich für die vierte Regulierungsperiode zu 1,71%
[12]. Für kalkulatorische Abschreibungen wird die betriebsgewöhnliche Nutzungsdau-
er aus Anlage 1 der StromNEV entnommen.

Betriebskosten, die durch das Management von Engpässen entstehen (§ 13 Absatz 1
Satz 1 Nummer 2 EnWG in Verbindung mit § 14 Absatz 1 Satz 1 EnWG) werden als
volatile Kosten angerechnet (§ 11 Absatz 5), die in den aktuell geltenden Übergangs-

2Anreizregulierungsverordnung vom 29. Oktober 2007 (BGBl. I S. 2529), die zuletzt durch Artikel
8 des Gesetzes vom 20. Juli 2022 (BGBl. I S. 1237) geändert worden ist

3Stromnetzentgeltverordnung vom 25. Juli 2005 (BGBl. I S. 2225), die zuletzt durch Artikel 6 des
Gesetzes vom 20. Juli 2022 (BGBl. I S. 1237) geändert worden ist
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2.1 Planung elektrischer Verteilnetze

regelungen (§ 34 Absatz 8 ARegV) als nicht vermeidbare Kosten gelten. Zukünftig
sollen diese Kosten in den Effizienzvergleich eingehen, sodass dort ein weiterer Anreiz
entsteht, Ineffizienzen abzubauen.

Grundsätzlich besteht aufgrund der Ausgestaltung der Anreizregulierung tendenziell
ein Anreiz für Netzbetreiber, konventionelle Lösungsoptionen zu bevorzugen [13], ob-
wohl in [12] im Jahr 2022 kritisiert wird, dass die angenommenen Fremdkapitalzinsen
nicht kostendeckend sind. Die Investitionsentscheidung zur Netzverstärkung erfolgt
auf Basis technischer Vorschriften, die in sogenannte Planungsgrundsätze überführt
werden.

2.1.3 Planungsgrundsätze

Der Verband der Elektrotechnik Elektronik Informationstechnik e. V. wird in § 19
Absatz 4 Satz 2 EnWG als ausführende Stelle beauftragt, um die technischen Mindest-
anforderungen für Betreiber von Elektrizitätsversorgungsnetzen zu verabschieden, die
auch den Planungsgrundsätzen zu Grunde liegen. Dies führt dazu, dass die Einhal-
tung der vom Verband der Elektrotechnik Elektronik Informationstechnik e.V. (VDE)
verabschiedeten Anwendungsregeln, Rechtssicherheit bietet und im Fehlerfall von der
Beweislast befreit [14]. Da die Anwendungsregeln jedoch rechtlich nicht bindend sind
und teilweise nur zulässige Lösungsräume aufzeigen, ist davon auszugehen, dass ver-
schiedene Netzbetreiber unterschiedliche Planungsgrundsätze anwenden.

Nach [15] müssen bei der Planung von Netzen unter anderem die sich einstellenden
Spannungen im Leistungsfluss sowie die Belastbarkeit der Betriebsmittel beachtet
werden. Darüber hinaus fließen Kurzschlussströme und die Zuverlässigkeit mit in
den Planungsprozess ein. In [7] wird die strategische Netzplanung auch dahingehend
definiert, dass diese darauf abzielt, das Netz unter Beibehaltung oder Anwendung
von Standardnetzformen zu planen. Für die Wahl der Standardnetzform sind nach
[16] vor allem die Betriebssicherheit und Wirtschaftlichkeit als Kriterien heranzu-
ziehen. Standardnetzformen und ihre Eigenschaften werden in [16–21] genannt, auf
die für eine vollständige Übersicht verwiesen wird. Grundsätzlich wird in den ge-
nannten Quellen in Strahlennetze, Ringnetze, die offen oder geschlossen betrieben
werden, und Maschennetze unterschieden. In Abbildung 2.2 sind diese ausgewählten
üblichen Netzstrukturen schematisch dargestellt und der Spannungsebene der Verteil-
netzebene zugeordnet, in denen sie am häufigsten anzutreffen sind. In der Abbildung
sind parallel ausgeführte Netzbetriebsmittel nicht separat aufgeführt und auch nicht
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2 Anforderungen an den Netzplanungsprozess

alle Trennstellen visualisiert. Ebenso stellen die dargestellten Verbrauchs- und Er-
zeugungsanlagen nur eine Auswahl dar. Diese und weitere möglichen Netzstrukturen
werden in der Folge für die Spannungsebenen vorgestellt.

ringförmig

HS/MS

strahlenförmig

MS/NS

HöS/HS

vermascht

Niederspannung

Mittelspannung

Hochspannung

Parallele Elemente nicht separat aufgeführtAbbildung 2.2: Überblick über die Spannungsebenen von Verteilnetzen sowie zuge-
hörige typische Netzstrukturen und angeschlossene Anlagen

Netzstrukturen der Hochspannungsebene
In der Hochspannungsebene (HS) werden Netze nach VDE-AR-N4121 [8] (n-1)-sicher
geplant und betrieben. Das (n-1)-Kriterium schreibt vor, dass im Falle des Ausfalls
eines Betriebsmittels keine anderen Betriebsmittel unzulässig belastet und keine Span-
nungsgrenzwerte verletzt werden [20]. Zudem darf es im einfachen Fehlerfall nicht zu
unzulässigen Versorgungsunterbrechungen und zu keiner Störungsausweitung kom-
men [20]. Aufgrund der geforderten (n-1)-Sicherheit sind die unter Last stufbaren
Transformatoren zur überlagerten Höchstspannungsebene, ebenso wie die meisten
Leitungen in der HS, üblicherweise parallel ausgeführt. Ausgenommen vom (n-1)-
Kriterium sind Netzbereiche, die lediglich dem Anschluss von Erzeugungsanlagen die-
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nen [8]. Somit sind bspw. Windparks nicht (n-1)-sicher an die Umspannanlage anzu-
schließen. Die Forderung nach Redundanz führt auch dazu, dass in der HS existierende
Netze üblicherweise eine vermaschte Struktur aufweisen [16]. Die Vermaschung wirkt
sich zwar positiv auf die Spannungshaltung aus, führt im Kurzschlussfall aber auch
zu hohen Fehlerströmen, sodass die Schutztechnik einen entsprechenden wirtschaftli-
chen Aufwand erfordert [16]. Ebenso ist eine selektive Abschaltung von fehlerhaften
Betriebsmitteln in vermaschten Strukturen komplexer als in unvermaschten Netzfor-
men [20]. Neben der Vermaschung ist es in HS-Netzen ebenfalls üblich, dass einzelne
Knoten über eine Stichleitung, beziehungsweise einen Doppelstich, in das Netz inte-
griert werden [20]. Zusätzlich sind HS-Netze in Netzgruppen organisiert, wobei ggf.
mehrere Verknüpfungspunkte zur überlagerten Netzebene existieren [17]. Dies hat zur
Folge, dass auch Transitflüsse aus der überlagerten Netzebene, der Höchstspannungs-
ebene, auftreten können. Direkt in der HS angeschlossen sind große Industrieverbrau-
cher, Kraftwerke, Photovoltaik- oder Windparks. Einen Großteil der Knoten eines
HS-Netzes stellen jedoch Umspannanlagen zur Mittelspannungsebene (MS) dar.

Netzstrukturen der Mittelspannungsebene
In der MS kommen oftmals offen betriebene Ringstrukturen zum Einsatz, da die-
se durch Umschaltmaßnahmen eine (n-1)-sichere Versorgung sicherstellen können.
Nach [22] sind Bezugsanlagen demnach in der Regel (n-1)-sicher angeschlossen. Er-
zeugungsanlagen und Speicher müssen nicht (n-1)-sicher angeschlossen werden. Im
Normalbetrieb, also ohne Fehlerfall, werden die Ringe aus Gründen der betrieblichen
Einfachheit offen betrieben [18]. Diese Betriebsart birgt auch den Vorteil, dass die
einzelnen Abgänge mit einem unabhängigen Maximalstromzeitschutz selektiv gegen
Kurzschlüsse gesichert werden können [23]. Im Fehlerfall wird die betroffene Leitung
abgeschaltet und von der Umspannanlage aus gesehen, hinter dem Fehlerpunkt be-
findliche Knoten können über den geschlossenen Trennschalter versorgt werden. In
der MS werden zunehmend DC-Schnellladesäulen für Elektromobilität, Windenergie-
anlagen, Freiflächen-PV-Anlagen angeschlossen. Zusätzlich sind Biomasse-Anlagen,
Wasserkraftwerke und Kraft-Wärme-Kopplungs- (KWK)-Anlagen häufig in der MS
verortet. Ebenso sind Industrien mit einem, im Vergleich zu Industrieanlagen mit An-
schluss in der HS, geringeren Leistungsbedarf angeschlossen. Wie in der HS zeichnen
den Großteil der Knoten jedoch erneut unterlagerte Netze aus.

Netzstrukturen der Niederspannungsebene
NS-Netze sind über Ortsnetztransformatoren, die häufig nicht unter Last stufbar sind,
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an das MS-Netz angeschlossen. Neben den nicht unter Last stufbaren Transformato-
ren kommen auch regelbare Ortsnetztransformatoren zum Einsatz [19]. Dabei steht
häufig kein paralleler Transformator zur Verfügung, da NS-Netze nicht (n-1)-sicher
geplant werden müssen. Daher ist die verwendete Netzform auch vorrangig von der
Struktur des Versorgungsgebietes und der Lastdichte abhängig [18]. Bei geringen Last-
dichten kommen häufig Strahlennetze aufgrund der übersichtlichen Leitungsführung
und des einfachen Leitungsschutzes zum Einsatz [20]. Nachteilig wirkt sich diese Netz-
form auf die Spannungshaltung aus [20]. Im Fehlerfall kommen Notstromaggregate
zum Einsatz, um die Versorgung nach einer Unterbrechung für die Zeit der Freischal-
tung so großflächig wie möglich aufrechterhalten zu können [20]. Eine Sonderform
von Strahlennetzen stellen Anschlussnetze dar, die besonders kurz sind und zum An-
schluss großer Lastdichten genutzt werden [21]. Offen betriebene Ringnetze können
ebenfalls bei höheren Lastdichten zum Einsatz kommen, wobei die Trennstellen häufig
als Kabelverteilerschränke ausgeführt werden [20]. Vermaschte Netzstrukturen wer-
den in der NS aufgrund der hohen Aufwendungen für den Schutz nur selten genutzt
[20]. NS-Netze versorgen Letztverbraucher, welche neben den Sektoren Gewerbe, Han-
del und Dienstleistungen vor allem Haushaltskunden sind. Im Haushaltssektor sind
neben der Haushaltslast auch PV-Anlagen auf Dächern, ggf. ergänzt durch Batterie-
speicher, verortet. Ebenso werden neuartige Verbraucher, wie Elektroauto-Ladesäulen
oder Wärmepumpen im NS-Netz angeschlossen.

Betriebsspannungen und Spannungsgrenzwerte
Der Nennspannungsbereich der dargestellten Netzebenen ergibt sich nach DIN EN
50160 [24]. In [25] werden Normspannungen für die jeweiligen Spannungsbereiche
festgelegt. Daran angelehnt haben sich für die unterschiedlichen Spannungsebenen
nach [18] vor allem die in Tabelle 2.1 dargestellten Betriebsspannungen (verkettet) in
Deutschland durchgesetzt.

Tabelle 2.1: Spannungsebenen im Verteilnetz und häufig eingesetzte zugehörige Be-
triebsspannungen in Deutschland
Spannungsebene Betriebsspannungsbereich Nennspannung
HS 36 kV < Un,HS ≤ 150 kV 110 kV
MS 1 kV < Un,MS ≤ 36 kV 20 kV; 10 kV
NS Un,NS ≤ 1 kV 0,4 kV

In der MS kommen zudem zusätzlich noch 60 kV-, 30 kV-, 15 kV- und 6 kV-Netze zum
Einsatz [18].
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In [24] wird neben den Betriebsspannungen auch die erlaubte Abweichung im Betrieb
festgelegt. Die Norm schreibt Grenzwerte für die Versorgungsspannung vor, die als
„Effektivwert der Spannung an der Übergabestelle zu einem bestimmten Zeitpunkt,
gemessen über ein bestimmtes Intervall“, definiert sind [24]. In der NS sollten Ände-
rungen der Versorgungsspannung ±10 % der vereinbarten Versorgungsspannung nicht
überschreiten. In der folgenden Ausführung gilt vereinfacht, dass die vereinbarte Ver-
sorgungsspannung der Nennspannung Un entspricht. Zur Umsetzung dieser Anforde-
rung wird als Prüfverfahren ausgegeben, dass „[...] 95% der 10-Minuten-Mittelwerte
des Effektivwertes der Versorgungsspannung jedes Wochenintervalls innerhalb des Be-
reichs Un±10 % liegen[...]“, müssen. Zusätzlich müssen alle 10-Minuten-Mittelwerte im
Bereich von +10 % bis −15 % um die Nennspannung liegen. In der MS sagt das Prüf-
verfahren aus, dass 99% aller 10-Minuten-Mittelwerte größer als Un−10 % und kleiner
als Un + 10 % sein müssen. Zusätzlich darf kein Mittelwert oberhalb von Un + 15 %
beziehungsweise unterhalb von Un − 15 % liegen. Da die Anzahl der direkt in der HS
angeschlossenen Netznutzer begrenzt ist, gibt es keine Festlegung zur erlaubten Ab-
weichung von der Nennspannung, da diese üblicherweise auf Einzelverträgen beruht
[24].

Die Überführung der geltenden Grenzwerte in den Netzplanungsprozess erfolgt folg-
lich in Abhängigkeit der Spannungsebene. Zur Abbildung der Einzelverträge in der
HS werden Spannungsgrenzwerte gewählt, in [26] bspw. Un ± 6 kV. Da die MS über
stufbare Transformatoren weitgehend von der HS entkoppelt ist, wird für die Planung
von Mittel- und NS-Netzen häufig angenommen, dass die vollen 10% des Spannungs-
bandes zur Verfügung stehen [27]. Werden diese Spannungsebenen separat berechnet,
muss das Spannungsband entsprechend aufgeteilt werden. Je nach Modellierung ist es
zudem notwendig, Spannungsfälle in der Umspannebene bei der Wahl der Grenzwerte
zu berücksichtigen [27].

Anschlussrichtlinien und Blindleistungsverhalten
Die Anschlussrichtlinien beschreiben die technischen Anforderungen an Anlagen, die
an öffentliche Versorgungsnetze angeschlossen werden. In [28] werden die technischen
Regeln für den Anschluss an das NS-Netz ausgeführt. Im Dokument werden die Regeln
für die Errichtung von Hausanschlüssen beschrieben, für die meisten Verbrauchsge-
räte in Haushalten existieren jedoch separate Normen und Anforderungen, die das
Betriebsverhalten einzelner elektrischer Verbraucher vorschreiben (bspw. [29]). Für
Haushalte wird daher in der Planung häufig ein cosφ von 0,9 zur Beschreibung
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2 Anforderungen an den Netzplanungsprozess

des Blindleistungsverhaltens angenommen [21]. Dies deckt sich mit § 16 Absatz 2
Niederspannungsanschlussverordnung (NAV)4, welcher besagt, dass beim Gebrauch
von Elektrizität ein Verschiebungsfaktor cosφ zwischen 0,9induktiv und 0,9kapazitiv ein-
zuhalten ist. Bezüglich des Betriebs von Kundenanlagen5 in der NS werden in [28]
unter anderem Anforderungen an den Ladebetrieb von Speichern und Ladeeinrich-
tungen für Elektrofahrzeuge gestellt. Demnach gilt für Speicher oberhalb von 5%
der Nennleistung ein cosφ von 0,95induktiv bis 1. Für Elektrofahrzeuge ist nach [28]
entsprechend DIN EN ISO 17409 bei Pn ein cos φ von > 0,95 einzuhalten. Im Leis-
tungsbereich von 5 %Pn bis kleiner 100 %Pn beträgt die untere Grenze cosφ = 0,90
[28]. Darüber hinaus dürfen weitere Anforderungen an DC-Ladeeinrichtungen mit
einer Bemessungsleistung von > 12 kVA vom Netzbetreiber gestellt werden.

Für den Entladebetrieb von Speichern und Ladeeinrichtungen für Elektrofahrzeuge
(Vehicle-To-Grid) wird das zulässige Blindleistungsverhalten in [30] beschrieben. Zu-
sätzlich gilt diese Anwendungsregel auch für den Anschluss von Erzeugungsanlagen an
das NS-Netz. Entsprechend der Anwendungsregel existieren drei mögliche Umsetzun-
gen für die betriebliche Vorgabe des Blindleistungsverhaltens, die vom Netzbetreiber
festgelegt werden können:

• Blindleistungs-Spannungskennlinie Q(U)

• Verschiebungsfaktor-/Wirkleistungskennlinie cos φ(P )

• fester Verschiebungsfaktor cos φ

Die jeweilig damit verbundenen Vorgaben können der Anwendungsregel entnommen
werden und werden an dieser Stelle nicht genau ausgeführt. Es sei lediglich darauf hin-
gewiesen, dass der Stellbereich derQ(U)-Kennlinie bei Anlagen mit einer Bemessungs-
scheinleistung größer 4,6 kVA zwischen cosφ = 0,9induktiv sowie cosφ = 0,9kapazitiv

liegt. Bei Anlagen mit einer Bemessungsscheinleistung kleiner gleich 4,6 kVA liegen
die Grenzen bei 0,95induktiv respektive 0,95kapazitiv.

Neben den Vorgaben zum Blindleistungsverhalten für am NS-Netz angeschlossene An-
lagen wird in [30] auch der Neuanschluss und die Erweiterung von Erzeugungsanlagen
und Speichern reglementiert. So darf „[...] der Betrag der von allen Erzeugungsanla-
gen und Speichern mit Netzanschlusspunkt in einem NS-Netz verursachten langsamen

4Niederspannungsanschlussverordnung vom 1. November 2006 (BGBl. I S. 2477), die zuletzt durch
Artikel 3 des Gesetzes vom 19. Juli 2022 (BGBl. I S. 1214) geändert worden ist

5Im Kontext von [28] entspricht eine Kundenanlage der Gesamtheit aller elektrischen Betriebsmittel
hinter der Übergabestelle abzüglich der Messeinrichtungen, sodass sie einer undefinierten Anzahl
elektrischer Anlagen nach NAV entspricht.
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2.1 Planung elektrischer Verteilnetze

Spannungsänderung an keinem Verknüpfungspunkt in diesem Netz einen Wert von
3% gegenüber der Spannung ohne Erzeugungsanlagen und Speichern überschreiten
[...]“. Dies gilt für den ungestörten Betrieb und zusätzlich kann nach Maßgabe des
Netzbetreibers davon abgewichen werden, falls bspw. regelbare Ortsnetztransforma-
toren in dem Netz zum Einsatz kommen.

An den Betrieb von Kundenanlagen am MS-Netz werden in [22] Vorgaben zum Blind-
leistungsverhalten gestellt. Bei einem Betriebspunkt oberhalb von 15% der verein-
barten Wirkleistung beträgt der cos φ minimal 0,95induktiv. Eine Aufnahme kapazi-
tiver Blindleistung ist dabei generell unzulässig und eine Aufnahme von induktiver
Blindleistung ist unabhängig von der aktuellen Wirkleistung bis zu maximal 5% der
vereinbarten Wirkleistung zulässig. Für Erzeugungsanlagen steht dem Netzbetreiber,
zusätzlich zur Vorgabe einer Blindleistungs-Spannungskennlinie sowie einer Q(P )-
Kennlinie und der Vorgabe eines Verschiebungsfaktors cos φ, die Möglichkeit zur Ver-
fügung, das Blindleistungsverhalten mit Spannungsbegrenzungsfunktion vorzugeben.
Die Erzeugungsanlagen müssen dabei in Abhängigkeit der Spannung bis zu 33% ihrer
Wirkleistungsabgabe als Blindleistung induktiv oder kapazitiv zur Verfügung stellen
können. Wenn diese Blindleistungsbereitstellung nur durch eine Wirkleistungsverrin-
gerung der Anlage erreicht werden kann, wird dies nicht wie ein Redispatch behandelt
und somit findet keine Kompensationszahlung statt.

Entsprechend [31] erfolgt die Begrenzung des Verschiebungsfaktors für Anlagen am
HS-Netz analog zu den Vorgaben zum Betrieb von Anlagen am MS-Netz. Für Er-
zeugungsanlagen am HS-Netz wird nach [31] eine von drei möglichen Varianten der
Blindleistungsbereitstellung vom Netzbetreiber vorgegeben. Je nach Auswahl der Va-
rianten muss bis zu 41% der installierten Wirkleistung im untererregten Fall als
Blindleistung zur Verfügung gestellt werden (Variante 3) können, beziehungsweise
49% im übererregten Betrieb (Variante 1). Die Blindleistungsbereitstellung erfolgt
mittels Blindleistungs-Spannungskennlinie, Verschiebungsfaktor cos φ oder mittels
Spannungsbegrenzungsfunktion. Ein Blindleistungssollwert kann aber auch mittels
Fernwirkanlage übergeben werden.

Zusammengefasst existieren verschiedene betriebliche Vorgaben, die an Verbrauchs-
oder Erzeugungsanlagen beziehungsweise Speicher gestellt werden. Aufgrund des Ein-
flusses auf den Netzausbaubedarf ist vor allem das Blindleistungsverhalten in dieser
Arbeit von Relevanz, da diese die Versorgungsaufgabe mit beschreibt. Die (zukünfti-
ge) Versorgungsaufgabe ist Grundlage für die Durchführung des Planungsprozesses.
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Planungsprozess
Der Netzplanungsprozess beschreibt den Umsetzungsprozess der Planungsaufgaben
nach Unterabschnitt 2.1.1. Ein prinzipieller Ablauf des Planungsprozesses wird in [8]
gegeben, welcher in Abbildung 2.3 dargestellt ist.

Analyse des Istnetzes

Prognose der langfristigen 
Versorgungsaufgabe

Erstellung eines Netzmodells 
(Istnetz)

Erstellung der 
Zielnetzvarianten

Berechnung der Varianten

Bewertung und Vergleich der 
Varianten

Auswahl einer Zielnetzvariante

Periodische 
Überarbeitung 
und Anpassung 

der 
Zielnetzplanung

Verabschiedetes Zielnetz

Ggf. Anpassung 
von Unternehmens-

standards

Veränderung der 
Rahmen-

bedingungen

Abbildung 2.3: Prinzipieller Ablauf des Netzplanungsprozesses (in Anlehnung an
[8])

Der Betrachtungszeitraum der in dieser Norm beschriebenen Zielnetzplanung wird auf
mehr als 10 Jahre festgelegt und entspricht somit dem Zeitraum der Netzentwicklungs-
und Netzausbauplanung nach Abbildung 2.1.6 Folglich wird eine große Prozessähn-
lichkeit vorausgesetzt. Der Netzplanungsprozess beginnt mit der Erstellung eines

6Der in [8] dargestellte Prozess steht im Widerspruch zur Definition der Zielnetzplanung in [32].
Nach [32] wird das Ist-Netz explizit nicht in der Zielnetzplanung berücksichtigt. In der vorlie-
genden Arbeit wird die Zielnetzplanung allerdings als Ausprägung der Netzentwicklungs- und
Netzausbauplanung entsprechend der Ausführungen in [8] verstanden.
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Netzmodells des Istnetzes, welches in der Folge unter dem Einfluss veränderter Rah-
menbedingungen analysiert wird. Bei der Analyse des Netzes können dabei grundsätz-
lich verschiedene Ansätze verfolgt werden. Neben ausgewählten Netznutzungsfällen
wie bspw. Starklast (bei geringer Einspeisung) und Schwachlast (bei hoher Einspei-
sung) können auch Analysen für Zeitreihen durchgeführt werden oder probabilistische
Ansätze verfolgt werden. Ein detaillierter Überblick über die verschiedenen Methoden
erfolgt in Unterabschnitt 3.3.1. Auf Grundlage einer Prognose für die langfristige Ver-
sorgungsaufgabe werden Zielnetzvarianten erstellt, die ebenfalls analysiert und in der
Folge bewertet sowie untereinander verglichen werden. Schließlich wird eine Zielnetz-
variante ausgewählt, sodass ein verabschiedetes Zielnetz vorliegt. In Abhängigkeit der
Ergebnisse können Anpassungen der Unternehmensstandards, bspw. hinsichtlich der
Standardbetriebsmittel, notwendig sein. Dieser dargestellte Prozess sollte periodisch
durchlaufen werden, sodass die verabschiedete Zielnetzvariante ebenfalls überarbeitet
und angepasst werden kann. Bei der Bewertung der Zielnetzvarianten sind neben der
technischen Gültigkeit auch wirtschaftliche, ökologische und gesellschaftliche Bewer-
tungskriterien relevant. Das NOVA-Prinzip stellt eine praktische Umsetzung dieser
Anforderungen an den Netzausbauprozess dar.

NOVA-Prinzip
Bei der Auswahl von Maßnahmen im Rahmen des Netzausbaus ist die Reihenfolge
des NOVA-Prinzips zu beachten [8]. NOVA steht dabei für:

• Netzoptimierung (vor)

• Netzverstärkung (vor)

• Netzausbau

Falls Grenzwerte im betrachten Szenario im Netzausbauprozess verletzt werden, müs-
sen zunächst Netzoptimierungsmaßnahmen überprüft werden. Diese umfassen bspw.
die Änderung von Schaltzuständen, die Nutzung von Freileitungsmonitoring oder
Spitzenkappung. Falls diese Maßnahmen keine Abhilfe schaffen, kann das Netz ver-
stärkt werden. Die Netzverstärkung erfolgt dann bspw. durch den Wechsel der Be-
seilung von Freileitungen oder zusätzliche Drehstromsysteme auf bestehenden Lei-
tungen, oder den Leitungsneubau auf bestehender Trasse und den grundsätzlichen
Austausch von Betriebsmitteln. Erst im letzten Schritt werden Netzausbaumaßnah-
men durchgeführt, die exemplarisch aus dem Neubau von Schaltanlagen, Leitungen,
Transformatoren oder Blindleistungskompensationsanlagen bestehen.
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2 Anforderungen an den Netzplanungsprozess

Spitzenkappung
Die Berücksichtigung der Spitzenkappung stellt eine Maßnahme der Netzoptimie-
rung dar, die für diese Arbeit eine wichtige Grundlage bildet. Nach EnWG § 11
Absatz 2 Satz 1 darf in der Netzplanung die Annahme getroffen werden, dass die
jährliche Erzeugung einer Windenergie- oder Photovoltaik-Anlage (PV-Anlage) um
bis zu drei Prozent reduziert werden darf. Verschiedene Methoden zur Umsetzung
der Spitzenkappung werden in Unterabschnitt 3.3.1 vorgestellt. Der Netzbetreiber
ist gesetzlich verpflichtet die jeweils angewandte Methode nachvollziehbar offen zu
legen. Dies begründet sich auch darin, dass eine Anwendung der Spitzenkappung in
der Netzplanung zu Redispatch im Netzbetrieb führt und somit Anlagenbetreiber
von dieser Maßnahme betroffen sind. Die Spitzenkappung ist folglich ein planerisches
Instrument, welches die betriebliche Flexibilität von PV-Anlagen und Windenergie-
anlagen nutzt, um einen bedarfsgerechten und wirtschaftlich zumutbaren Netzausbau
zu ermöglichen.

In diesem Abschnitt wurden die Zeithorizonte der Netzplanung sowie regulatorische
und technische Anforderungen an den Netzplanungsprozess vorgestellt. Die Versor-
gungsaufgabe stellt dabei eingangsseitig eine zentrale Größe dar, sodass Veränderun-
gen frühzeitig antizipiert werden müssen. Daher wird die zukünftige Versorgungsauf-
gabe von Verteilnetzen im folgenden Unterkapitel analysiert.

2.2 Zukünftige Versorgungsaufgabe von
Verteilnetzen

Die zukünftige Versorgungsaufgabe der Verteilnetze wird durch die Bestrebungen
bestimmt, Emissionen zu reduzieren. Im Rahmen von Energiesystemstudien werden
Zukunftsszenarien entwickelt und analysiert, sodass die zukünftige Versorgungsauf-
gabe für Verteilnetze daraus abgeleitet werden kann. Mögliche Entwicklungspfade für
das Energiesystem werden bspw. in [33–37] angegeben. Ebenso sind vom Gesetzge-
ber bereits Ausbauziele für erneuerbare Energien im § 4 des Erneuerbare-Energien-
Gesetzes (EEG) 7 verankert. Diese Ausbauziele werden im genehmigten Szenariorah-
men des deutschen Netzentwicklungsplans aufgegriffen und um Szenarioannahmen
für andere Technologien erweitert [38]. Auch auf europäischer Ebene werden Szenari-
en für die Dimensionierung des Übertragungsnetzes herangezogen [39]. Während die

7Erneuerbare-Energien-Gesetz vom 21. Juli 2014 (BGBl. I S. 1066), das zuletzt durch Artikel 1 des
Gesetzes vom 8. Mai 2024 (BGBl. 2024 I Nr. 151) geändert worden ist
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Energiesystemmodelle und Vorgaben quantitativ Abweichungen aufweisen, sind den-
noch maßgebliche Trends für die zukünftige Versorgungsaufgabe von Verteilnetzen
hinsichtlich der Veränderung der installierten Leistung verschiedener Technologien zu
identifizieren. Es ist unter anderem mit einer Zunahme der installierten Leistungen
der folgenden Technologien zu rechnen:

• dargebotsabhängige elektrische Erzeugung: PV-Dach- und PV-Freiflächen-
Anlagen, Windenergieanlagen

• elektrische Verbraucher: Elektromobilität, Wärmepumpen (zentral, dezentral),
Power-to-X

• Speicher: Heimbatteriespeicher, Großbatteriespeicher

Alle genannten Technologien verfügen bei gegebener Informations- und Kommunika-
tionstechnik (IKT)-Anbindung über die Möglichkeit ihren Verbrauch oder ihre Er-
zeugung an externe Signale anzupassen und sind daher flexibel. Die Nutzung die-
ser Flexibilität ist notwendig zur Sicherstellung der Versorgungssicherheit sowie eines
möglichst nachhaltigen Energiesystems und bestimmt daher maßgeblich das Verhalten
der Anlagen. Dieses Verhalten bestimmt die Versorgungsaufgabe in den Verteilnetzen
(vergleiche Unterabschnitt 2.1.1), daher werden im ersten Unterkapitel wesentliche
Begriffe im Kontext der Flexibilität für diese Arbeit hergeleitet. Darauf aufbauend
werden die Auswirkungen auf die Versorgungsaufgabe qualitativ analysiert.

2.2.1 Flexibilitätsbegriffe

Der Begriff Flexibilität im Kontext elektrischer Energiesysteme beschreibt die Fähig-
keit einer Anlage, ihre Betriebsweise an externe Signale anzupassen [40]. Die Flexi-
bilität kann ferner quantitativ angegeben werden und beschreibt in diesem Fall die
maximale Leistungsänderung [41] einer Anlage, die ggf. mit zusätzlichen Eigenschaf-
ten, wie bspw. assoziierten Kosten und der Antwortzeit [42], weiter charakterisiert
werden kann. Eine Anlage, die diese Anforderung erfüllt, wird in [40] als Flexibili-
tätsoption bezeichnet.

Die Flexibilität von Flexibilitätsoptionen kann hinsichtlich verschiedener externer Si-
gnale genutzt werden. Für eine detaillierte Diskussion der verschiedenen Anwendungs-
fälle sei auf [43] verwiesen. In dieser Dissertation wird unter anderem auf Grundlage
von [44–48] in markt-, system- und netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung unter-
schieden. In [43] werden vielfältige Ausprägungen für die jeweiligen Anwendungsfälle
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genannt. Im Kontext dieser Arbeit sind jedoch nicht alle Ausprägungen relevant, so-
dass im Folgenden für die drei wesentlichen Anwendungsfälle von Flexibilität eine
Einschränkung und Definition für diese Arbeit erfolgt.

Marktdienlichkeit
Die Ausprägungen einer marktdienlichen Flexibilitätsbewirtschaftung sind nach [43]
sowohl ein Einsatz zur Eigenverbrauchsoptimierung oder zum Bilanzkreismanagement
als auch eine Teilnahme am Stromhandel. In der vorliegenden Arbeit liegt der Fokus
in fundamentalen Analysen des Gesamtsystems, sodass eine Eigenverbrauchsoptimie-
rung, ebenso wie in [49] nicht der marktdienlichen Flexibilitätsbewirtschaftung zuge-
ordnet wird, obwohl eine Eigenverbrauchsoptimierung je nach regulatorischen Rah-
menbedingungen oftmals aus betriebswirtschaftlichen Überlegungen stattfindet. Der
Einsatz im Bilanzkreismanagement entspricht dem Nutzen der Flexibilität in einem
vom Marktdesign getriebenen Zusammenhang. Im fundamentalen Kontext spielt die-
ser Einsatz allerdings keine Rolle, da unterschiedliche Marktakteure mit spezifischen
Nebenbedingungen in der Regel nicht modelliert werden. Ein Einsatz von Flexibilität
am Stromhandel kann eine Vielzahl von Ausprägungen aufweisen. Beispielsweise kann
Flexibilität in der Vermarktung aller Viertelstundenprodukte des Intraday-Marktes
kurzfristig genutzt werden oder langfristig am Terminmarkt berücksichtigt werden.
Somit wird auch hier der Mehrwert einer Einschränkung für die Definition ersichtlich.
Im Rahmen dieser Arbeit wird folgende Definition für die marktdienliche Flexibili-
tätsbewirtschaftung gewählt:

Definition: marktdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung

Eine Flexibilität wird marktdienlich bewirtschaftet, wenn der Einsatz da-
zu beiträgt, die Kraftwerkseinsatzkosten über ein definiertes Zeitintervall
zu minimieren. Dabei werden keine Wechselwirkungen mit Netzinfrastruk-
tur und Systemdienstleistungen berücksichtigt. Neben dem geforderten Leis-
tungsgleichgewicht und spezifischen Anlagenrestriktionen, die das mögliche
Verhalten der Anlagen beschreiben, gelten somit keine weiteren Restriktio-
nen.

Die obenstehende Definition berücksichtigt bereits die angestrebten Untersuchungen
im Fundamentalmodell. Durch den Beitrag von Flexibilitätsoptionen zur Minimie-
rung der Kraftwerkseinsatzkosten wird im Fundamentalmodell auch das Verhalten
von Nachfragern am Stromhandel angenähert. Zu beachten ist, dass bei dieser Aus-
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sage einige betriebswirtschaftliche Zusammenhänge, wie zum Beispiel das Bieterver-
halten, ausgeblendet sind. Die wichtigste Eigenschaft der Definition ist, dass keine
Wechselwirkungen über den fundamentalen Markt hinaus berücksichtigt werden. Die-
se Aspekte fließen daher mit in die Definition der folgenden Anwendungsfälle ein.

Netzdienlichkeit
Entsprechend [50] existieren verschiedene Definitionen für den Begriff der Netzdien-
lichkeit. Ein naheliegendes Widerspruchspotenzial im Begriff der Netzdienlichkeit er-
gibt sich durch die verschiedenen Spannungsebenen und Sichtweisen durch Übertra-
gungs- und Verteilnetzbetreiber. Ein Flexibilitätseinsatz kann bspw. Engpässe im
Übertragungsnetz lösen und wäre somit aus Sicht des Übertragungsnetzbetreibers
netzdienlich. Dieser Flexibilitätseinsatz kann aber Überlastungen im Verteilnetz zur
Folge haben und würde daher aus Sicht des Verteilnetzbetreibers nicht als netzdien-
lich bezeichnet werden. Aufgrund der Fokussierung dieser Arbeit auf Verteilnetze wird
folgende Definition für die netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung gewählt:

Definition: netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung

Eine Flexibilität wird netzdienlich bewirtschaftet, wenn der Einsatz dazu
beiträgt, Grenzwertverletzungen in der Spannungshaltung und der (thermi-
schen) Betriebsmittelauslastung im Verteilnetz über ein definiertes Zeitinter-
vall zu minimieren.

Die Definition lässt dabei offen, wie die Minimierung der Grenzwertverletzungen im
Detail definiert ist und kann je nach Bedarf beschrieben werden. Beispielsweise kann
die Anzahl der Grenzwertüberschreitungen minimiert werden, oder auch der summier-
te grenzwertverletzende Stromfluss über mehrere Betriebsmittel. Zusätzlich wird in
der Definition bewusst kein Zusammenhang zu anderen Flexibilitätsanwendungsfällen
hergestellt, da je nach Situation auch eine marktdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung
ebenfalls netzdienlich sein kann.

Systemdienlichkeit
Die systemdienliche Bewirtschaftung von Flexibilität ist nach [43] geprägt durch die
Frequenzhaltung und den Versorgungswiederaufbau. Da der Versorgungsaufbau au-
ßerhalb des Fokus dieser Arbeit liegt, wird nur die Frequenzhaltung in die Definition
der Systemdienlichkeit integriert. Zusätzlich wird berücksichtigt, dass eine netzdien-
liche Flexibilitätsbewirtschaftung in der vorliegenden Arbeit auf das Verteilnetz aus-
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gerichtet ist und festgelegt, dass eine Bewirtschaftung zur Vermeidung von Engpässen
im Übertragungsnetz, bspw. durch Redispatchmaßnahmen, einer systemdienliche Fle-
xibilitätsbewirtschaftung entspricht:

Definition: systemdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung

Eine Flexibilität wird systemdienlich bewirtschaftet, wenn der Einsatz dazu
beiträgt, dass in Summe ausreichend Regelleistung im System vorgehalten
wird oder dazu beiträgt, Grenzwertverletzungen in der Spannungshaltung
und der (thermischen) Betriebsmittelauslastung im Übertragungsnetz über
ein definiertes Zeitintervall zu minimieren.

Da die Simulation des Abrufs von Regelleistung eine dynamische Simulation erfordert
und teilweise ereignisbasiert erfolgt, liegt der Abruf von Regelleistung außerhalb des
Betrachtungsraums dieser Arbeit.

2.2.2 Auswirkungen der Flexibilitätsbewirtschaftung auf die
Versorgungsaufgabe

In Folge der zunehmenden Durchdringung von flexiblen Anlagen in der Verteilnetze-
bene und eines veränderten Anlagenverhaltens ändert sich die Versorgungsaufgabe.

Durch den Smart-Meter-Rollout und Zubehör für intelligente Messeinrichtungen wer-
den Privatkunden befähigt flexible Stromtarife einzugehen. Ab 2025 sind zudem nach
§ 41a Absatz 2 EnWG alle Anbieter verpflichtet, ihren Kunden dynamische Stromtari-
fe anzubieten. Dies deckt sich auch mit § 1a des EnWG Absatz 3, welcher fordert, dass
„auf eine Flexibilisierung von Angebot und Nachfrage hingewirkt werden“ soll. Dabei
werden neben Erzeugern und Speichern auch Anlagen des Wärme- und Verkehrs-
sektors genannt (Satz 2). Durch diese Anreize, Verpflichtungen und Zielstellungen
ist zukünftig mit einer verstärkten marktdienlichen Flexibilitätsnutzung zu rechnen.
Diese Annahme spiegelt sich auch im Netzentwicklungsplan wieder [51]. Auch die Teil-
nahme dezentraler Anlagen an der Regelleistungserbringung führt in Verteilnetzen zu
einer veränderten Beanspruchung der Betriebsmittel [52, 53].

Die genannten Flexibilitätsanwendungsfälle können aufgrund global gültiger Signale
(Preissignale, Frequenz) zu einer hohen Gleichzeitigkeit führen. Daher werden Kon-
zepte zur Umsetzung der netzdienlichen Flexibilitätsbewirtschaftung schon seit eini-
gen Jahren erprobt und teilweise bereits gesetzlich verankert. Beispiele für die markt-
basierte Umsetzung einer netzdienlichen Flexibilitätsbewirtschaftung sind im Rahmen
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des SINTEG-Förderprogrammes erbracht worden und werden in einem Dokument der
Ergebnissynthese diskutiert [54]. Auch international wird eine Vielzahl von Flexibi-
litätsplattformen mit netzdienlichen Aspekten entwickelt und betrieben [55]. Eine
Form der gesetzlichen Integration der netzdienlichen Flexibilitätsbewirtschaftung ist
in § 14a des EnWG zu finden. Dabei soll der Anreiz zu einem netzdienlichen Verhalten
zunächst über reduzierte Netzentgelte gesetzt werden. Aber auch für die „marktge-
stützte Beschaffung von Flexibilitätsdienstleistungen“ werden in § 14c Grundlagen
geschaffen. Parallel dazu werden die Anforderungen für Anlagenbetreiber hinsicht-
lich der Steuerbarkeit stetig erweitert, sodass bspw. in [28] für Ladeeinrichtungen von
Elektrofahrzeugen mit einer Bemessungsleistung größer als 12 kVA eine Möglichkeit
zur Steuerung, auch durch den Netzbetreiber, gefordert wird.

Einerseits lässt sich zusammenfassend festhalten, dass die Erschließung der anstei-
genden Flexibilitätspotenziale zu einer erhöhten Verteilnetzbelastung führen kann.
Andererseits bietet sich auch die Möglichkeit, in die markt- und systemdienlichen Fle-
xibilitätsbewirtschaftung einzugreifen, sodass die Verteilnetzmehrbelastung begrenzt
werden kann. Da dies unmittelbar einen Interessenskonflikt zur Folge hat, welcher
auch Rückwirkungen auf das Gesamtsystem hat, ergeben sich neue Anforderungen
an die Netzplanung von Verteilnetzen.

2.3 Zukünftige Anforderungen an die Planung von
Verteilnetzen

Die Anforderungen an den Planungsprozess aus Abschnitt 2.1 bestehen weiterhin.
Allerdings stellt sich die Bewertung der volkswirtschaftlichen Effizienz (vergleiche
Unterabschnitt 2.1.2) unter Berücksichtigung der Wechselwirkungen der Flexibili-
tätsanwendungsfälle als herausfordernd dar. In diesem Abschnitt wird ein Beispiel
der Wechselwirkungen anhand des qualitativen Zusammenhangs aus netzdienlicher
Flexibilitätsnutzung in der Planung und Netzausbaukosten präsentiert.

Die Verteilnetze können so ertüchtigt werden, dass eine markt- und systemdienli-
che Bewirtschaftung der integrierten Anlagen zu allen Zeiten möglich ist. In die-
sem Fall ist mit hohen Investitionskosten in den Verteilnetzausbau zu rechnen, aber
es wäre sichergestellt, dass die Kraftwerkseinsatzkosten grundsätzlich minimal sein
können. Alternativ könnte angestrebt werden, Investitionskosten in den Netzausbau
möglichst gering zu halten und Flexibilität in vielen Zeitpunkten des Jahres netz-
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2 Anforderungen an den Netzplanungsprozess

dienlich einzusetzen. In der Konsequenz wird eine markt- und systemdienliche Flexi-
bilitätsbewirtschaftung in diesen Zeitpunkten verhindert oder eingeschränkt. In der
Folge würden die Kraftwerkseinsatzkosten ansteigen, oder unter Umständen sogar zu-
sätzliche Investitionen in weitere Erzeugungs- oder Speicherkapazitäten notwendig.
Die grundsätzliche Wechselwirkung zwischen netzdienlicher Flexibilitätsbewirtschaf-
tung und Investitionskosten im Netzausbau ist in Abbildung 2.4 schematisch darge-
stellt. Es wird erwartet, dass die Gesamtkosten, die sich aus Netzinvestitionskosten

Netzausbau netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung

Netzdienliche Flexibilitätsnutzung in der Planung

A
nn

ui
tä

tis
ch

e
K

os
te

n

Abbildung 2.4: Qualitativer Zusammenhang zwischen Investitionskosten im Netz-
ausbau und Mehrkosten durch netzdienliche Flexibilitätsbewirt-
schaftung

und Mehrkosten durch netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung zusammensetzen,
ein Optimum aufweisen. Die Kosten durch netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung
sind beim Netzbetreiber anfallende Betriebskosten, wenn die Opportunitätskosten
der Anlagenbetreiber durch den Netzbetreiber getragen werden. Die Annahme eines
Gesamtkostenminimums ist ist damit zu begründen, dass bereits eine vergleichsweise
geringe netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung große Einsparungen im Netzausbau
mit sich bringen kann. Es wird allerdings ein Grenznutzen erwartet, sodass die Oppor-
tunitätskosten ab einer gewissen Höhe der Einschränkung der markt- und systemdien-
lichen Bewirtschaftung stärker ansteigen, als Einsparungen im Netzausbau erreicht
werden. Diese Optimierung aus Investitions- und Redispatchkosten findet standard-
mäßig auch bei der Netzentwicklungsplanung im Übertragungsnetz statt [51].

Der dargestellte Zusammenhang aus eingesparten Investitionskosten bei in geringe-
rem Maße ansteigenden Betriebskosten ist auch Grundlage der Anwendung der Spit-
zenkappung als Planungsgrundsatz, welcher im Betrieb Redispatch zur Folge hat
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2.3 Zukünftige Anforderungen an die Planung von Verteilnetzen

(vergleiche Unterabschnitt 2.1.3). Da dieses Vorgehen zukünftig und im Rahmen die-
ser Arbeit unter Berücksichtigung weiterer Flexibilitätsoptionen stattfindet, bietet es
sich an, auch an dieser Stelle begrifflich zu unterscheiden. Somit wird die Berücksich-
tigung des netzdienlichen Einsatzes von Flexibilitätsoptionen in der Netzplanung von
der Flexibilitätsbewirtschaftung abgegrenzt:

Abgrenzung: netzdienliche Flexibilitätsnutzung in der Planung und
netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung

Bei der netzdienlichen Flexibilitätsnutzung in der Planung wird eine flexi-
ble Anlage in der Netzplanung zur Minimierung von Grenzwertverletzungen
eingesetzt. Die Nutzung unterliegt energetischen Nebenbedingungen für ein
betrachtetes Zeitintervall. Die Spitzenkappung ist somit eine netzdienliche
Flexibilitätsnutzung ausgewählter Erzeugungstechnologien in der Planung.
Die netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung beschreibt das sich im Zusam-
menspiel mit anderen Anlagen einstellende netzdienliche Verhalten unter Be-
rücksichtigung wirtschaftlicher Komponenten im Betrieb und kann von pla-
nerischen Annahmen abweichen. Eine netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaf-
tung kann somit mit dem Redispatch verglichen werden.

Die gemeinsame Optimierung der Investitionskosten in Verteilnetzen und der Kraft-
werkseinsatzkosten im Gesamtsystem kann einerseits in der Zielnetzplanung berück-
sichtigt werden. Andererseits kann eine Auswertung des Zusammenhangs auch in der
mittelfristigen oder gar kurzfristigen Netzplanung im Sinne des § 14a des EnWG ge-
nutzt werden: Bei einem Anschlussbegehren neuer Anlagen und damit verbundenem
Erweiterungsbedarf können Investitionen ggf. verzögert werden, wenn die Mehrkosten
der netzdienlichen Flexibilitätsbewirtschaftung angemessen sind. Bei der Bewertung
angemessener Mehrkosten ist dabei anzurechnen, dass eine verzögerte Maßnahmen-
entscheidung ggf. eine geringere Unsicherheit hinsichtlich der langfristigen Versor-
gungsaufgabe beinhaltet. Aus betriebswirtschaftlicher Sicht kann eine Verzögerung
der Netzausbaumaßnahme zudem für den Verteilnetzbetreiber in Abhängigkeit der
Regulierung und Abschreibedauern von Betriebsmitteln finanzielle Vorteile mit sich
bringen. Beim dargestellten Vorgehen wird eine (automatisierte) Netzüberwachung
in der jeweiligen Spannungsebene vorausgesetzt, sodass drohende oder auftretende
Grenzwertverletzungen detektiert und durch netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaf-
tung verhindert werden können.
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2 Anforderungen an den Netzplanungsprozess

2.4 Rückblick und Verbindung zu nachfolgenden
Kapiteln

Zukünftig wird mit einer Fortschreibung der aktuellen Entwicklungen hinsichtlich
der Erzeugungs- und Verbrauchstechnologien, die in das Energiesystem eingebunden
werden müssen, gerechnet. Ein Großteil dieser Anlagen weist ein Flexibilitätspotenzial
auf, welches gehoben werden muss, um eine ökologische sowie ökonomisch effiziente
Energieversorgung sicherzustellen. Die Auswirkungen dieser Entwicklungen sind in
Abbildung 2.5 zusammenfassend dargestellt. Die einzelnen Elemente der Abbildung
dienen als Grundlage für die Herleitung der zu berücksichtigenden Forschungsaspekte,
die in Kapitel 3 vorgestellt und analysiert werden.

Die steigende Bedeutung der flexiblen Anlagen im Energiesystem hat zur Folge, dass
diese zunehmend markt- und systemdienlich, im Sinne der Definitionen in dieser Ar-
beit, bewirtschaftet werden. Regional ergeben sich dabei Unterschiede in der Art und
Anzahl von Anlagen mit Flexibilitätspotenzial. Diese Entwicklungen haben zur Folge,
dass sich die Auslastung der Transport- und Verteilnetze verändert. Um die verän-
derte Auslastung der Verteilnetze simulativ untersuchen zu können, muss demnach
eine adäquate Darstellung der Versorgungsaufgabe erfolgen, die diese Aspekte be-
rücksichtigt. Aus der veränderten und teilweise erhöhten Auslastung der Verteilnetze
resultiert ein Ausbaubedarf oder die Notwendigkeit, die markt- und systemdienliche
Bewirtschaftung einzuschränken und somit Flexibilität netzdienlich zu bewirtschaf-
ten. Aufgrund der Interdependenzen zwischen diesen Optionen zur Aufrechterhaltung
eines langfristig sicheren Netzbetriebs müssen neue Methoden zur Bestimmung eines
wirtschaftlich effizienten Netzausbaus entwickelt werden. Dies umfasst einerseits die
Bestimmung des Verteilnetzausbaubedarfs unter Berücksichtigung der Freiheitsgra-
de durch netzdienliche Flexibilitätsnutzung und andererseits die Rückwirkungen einer
netzdienlichen Flexibilitätsbewirtschaftung auf das Gesamtsystem. Um diese Aspekte
untersuchen zu können, müssen Maßnahmen zur Komplexitäts- und Rechenzeitreduk-
tion entwickelt werden.
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2.4 Rückblick und Verbindung zu nachfolgenden Kapiteln

Maßnahmen zur 
Komplexitätsreduktion 

notwendig

Unterschiedlich erhöhtes 
Flexibilitätspotenzial in 
verschiedenen Regionen

Gesteigerte Bedeutung der 
Flexibilitätsbewirtschaftung für 

das Gesamtsystem

Veränderte Auslastung der 
Transport- und Verteilnetze

Ausbaubedarf der Transport-
und Verteilnetze

Rückwirkungen auf das 
Gesamtsystem durch 

netzdienliche 
Flexibilitätsbewirtschaftung

Neue Methoden zur 
Bestimmung eines 

wirtschaftlich effizienten 
Netzausbaus erforderlich

Abbildung 2.5: Auswirkungen der veränderten Flexibilitätsbewirtschaftung auf Ver-
teilnetze und resultierender Entwicklungsbedarf
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3 Präzisierung des Modellierungsbedarfs

Auf Grundlage der präzisierten Zielstellung in Kapitel 2 werden in diesem Kapitel
Teilaufgaben für die anzuwendende Untersuchungsmethode zur Beantwortung der
zentralen Forschungsfrage hergeleitet. Bestehende Forschungsansätze für die Teilauf-
gaben werden anschließend beschrieben und bewertet. Darauf aufbauend wird der
Entwicklungsbedarf für die einzelnen Teilaufgaben identifiziert. Schließlich wird dieser
Entwicklungsbedarf in erste konzeptionelle Lösungsansätze überführt, die im weiteren
Verlauf der Arbeit darüber hinaus ausgearbeitet und präzisiert werden. Eine Über-
sicht der identifizierten Teilaufgaben und des Kapitelinhaltes ist in Abbildung 3.1
dargestellt.

Adäquate Abbildung der zukünftigen Versorgungsaufgabe

Verteilnetzausbausimulation unter Berücksichtigung netzdienlicher 
Flexibilitätsnutzung in der Planung

Modellierung der netzdienlichen Flexibilitätsbewirtschaftung im Gesamtsystem 

Hochrechnung von Ergebnissen

Abbildung 3.1: Übersicht relevanter Teilaufgaben zur Beantwortung der zentralen
Forschungsfrage

In Anlehnung an den Netzplanungsprozess muss zunächst die zukünftige Versorgungs-
aufgabe ermittelt und modelliert werden. Um die zukünftigen Anforderungen an die
Netzplanung zu berücksichtigen, muss eine Verteilnetzausbausimulation um die netz-
dienliche Flexibilitätsnutzung in der Planung erweitert werden. Anschließend muss die
netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung im Kontext des Gesamtsystems modelliert
werden, um eine ökonomische Bewertung dieser netzdienlichen Flexibilitätsnutzung
vornehmen zu können. Schließlich ist zu beachten, dass aufgrund nicht verfügbarer
Daten und Beschränkungen der Rechenzeit nicht alle Verteilnetze einer Gebotszone

31



3 Präzisierung des Modellierungsbedarfs

berechnet werden können und eine Hochrechnung erfolgen muss. Somit wird bereits
eine anwendungsgetriebene Anforderung als Teilaufgabe identifiziert und in die me-
thodische Vorgehensweise integriert.

Die einzelnen Teilaufgaben werden in separaten Unterkapiteln behandelt, zunächst
wird jedoch ein Überblick über existierende Verteilnetzstudien geschaffen, da diese
ebenfalls die dargestellten Untersuchungsschritte enthalten. Im Anschluss an die Be-
wertung des Umfanges der Verteilnetzstudien wird der Stand der Forschung sowie der
Weiterentwicklungsbedarf der einzelnen Teilaufgaben dargestellt.

3.1 Verteilnetzstudien

In Deutschland wurden in den letzten Jahren diverse Verteilnetzstudien durchgeführt
[26, 27, 56–59]. Diese zahlen auf alle identifizierten Teilaufgaben ein, unterscheiden
sich jedoch in jedem der Untersuchungsaspekte in der Vorgehensweise. In Tabelle 3.1
sind die Teilaufgaben und die Vorgehensweise aufgeführt.

In den Studien der Jahre 2012 bis 2014 wurde der Fokus auf dezentrale Erzeugungsan-
lagen gelegt. In aktuelleren Studien nehmen neue Lastanwendungen, wie Wärmepum-
pen und E-KFZ, eine immer größere Bedeutung ein. Da in den Verteilnetzstudien häu-
fig eine große Anzahl von Netzen berechnet wird, wird die Versorgungsaufgabe meis-
tens durch auf die installierte Leistung bezogene Skalierungsfaktoren dargestellt. In
der Ausbausimulation werden die auf diese Weise erlangten Netznutzungsfälle (Star-
klast / Schwachlast) genutzt, um den Ausbaubedarf heuristisch zu bestimmen. Dabei
werden sowohl synthetische als auch reale Netzdaten genutzt. Die Untersuchungsregio-
nen werden bestimmt, indem die installierten Leistungen oder Leistungsdichten von
Anlagentypen als Kriterium für Clusteranalysen herangezogen werden. Die Hochrech-
nung der Ergebnisse in den Untersuchungsregionen erfolgt meistens flächenbasiert, in
[56] wird für die NS jedoch eine Regression durchgeführt. Unterschiedliche Formen
der Flexibilitätsbewirtschaftung werden über eine Anpassung der Skalierungsfakto-
ren zur Beschreibung der Versorgungsaufgabe abgedeckt. Eine Rückwirkung auf das
Gesamtsystem wird jedoch nicht analysiert. Zusammengefasst zeigt sich, dass die für
diese Arbeit relevanten Teilaufgaben durch verschiedene methodische Vorgehenswei-
sen bearbeitet wurden und Ansätze der Verteilnetzstudien in der weiteren Modellent-
wicklung herangezogen werden können.
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3.1 Verteilnetzstudien
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3.2 Adäquate Darstellung der zukünftigen Versorgungsaufgabe

3.2 Adäquate Darstellung der zukünftigen
Versorgungsaufgabe

Die Versorgungsaufgabe wird, wie in Unterabschnitt 2.1.1 erläutert, durch das elek-
trische Verhalten aller angeschlossenen und anzuschließenden (teil-)elektrischen An-
lagen geprägt. Demnach wird die Versorgungsaufgabe einerseits durch die Verortung
von Anlagen im Netzgebiet und andererseits durch das elektrische Verhalten dieser
Anlagen am Netzanschlusspunkt beeinflusst. Aufgrund der herausgestellten Wechsel-
wirkung der Flexibilitätsbewirtschaftung dezentraler Anlagen mit dem Gesamtsystem
muss dieses dabei berücksichtigt werden.

3.2.1 Existierende Ansätze

Grundsätzlich unterscheiden sich Methoden zur Verortung und Verhaltensbeschrei-
bung von Anlagen im Detailgrad und Umfang berücksichtigter Anlagen(typen). Da-
mit einher geht in der Anwendung ein unterschiedlicher Betrachtungsraum. In Abbil-
dung 3.2 wird eine qualitative Einordnung hinsichtlich des Betrachtungsraumes sowie
des Detailgrads verschiedener Modellklassen dargestellt. Diese erstreckt sich von einer
sektorenkoppelnden Gesamtsystemmodellierung bis hin zu Einzelanlagen.

Detailgrad Verortung und Verhalten 
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Abbildung 3.2: Qualitative Übersicht existierender Modellklassen zur Anlagensimu-
lation und ihr Betrachtungsraum sowie Detailgrad
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3 Präzisierung des Modellierungsbedarfs

In Abhängigkeit des Betrachtungsraums und des Detailgrads unterscheiden sich Me-
thoden und Anwendungsfälle zusätzlich oftmals in der Berücksichtigung einer sekto-
renkoppelnden marktdienlichen Flexibilitätsbewirtschaftung. Die Eigenschaften der
unterschiedlichen Modellklassen werden im Folgenden erläutert.

Sektorenübergreifendes Gesamtsystem
Modelle zur sektorenkoppelnden Gesamtsystemanalyse werden vor allem zur Gene-
rierung und Plausibilisierung von Szenarien, bspw. zur Dimensionierung des Kraft-
werksparks und der Laststruktur, genutzt. Sie enthalten neben Anlagen des elektri-
schen Systems auch Anlagen und Akteure der Sektoren Verkehr und Wärme. Be-
reits existierende Modelle werden bspw. in [60–66] vorgestellt und verglichen. Dabei
wird eine Vielzahl von Modellierungsansätzen identifiziert. Es existieren sowohl Top-
Down- als auch Bottom-Up- und hybride Modelle. Zur Lösungsfindung werden u.a.
Optimierungen, Simulationen und agentenbasierte Ansätze eingesetzt. Ebenso unter-
scheiden sich die untersuchten Modelle in den berücksichtigten Sektoren sowie der
technischen Detailtiefe. Die geographische Ausdehnung der Untersuchungsregion ist
in der Anwendung häufig ausgeprägt und enthält ggf. internationale Handelsflüsse
von Energieträgern [67–71]. Die geographische Auflösung hingegen ist in der Anwen-
dung oftmals gering und Infrastruktur wird nur vereinfacht dargestellt. So werden
die untersuchten Länder in [72] jeweils durch nur einen Netzknoten dargestellt und
die elektrischen Verbindungen werden vereinfachend als Hochspannungsgleichstrom-
übertragungen modelliert. Somit wird sowohl der internationale Leistungstransport
angenähert, als auch eine engpassfreie Infrastruktur in den Ländern vorausgesetzt.
[73] beschränkt sich auf eine sektorenübergreifende Analyse Deutschlands und un-
terteilt Deutschland dazu in zehn Regionen. Dadurch werden innerdeutsche Effekte
teilweise sichtbar.

Markt und Übertragungsnetz
Modelle zur Untersuchung des elektrischen Systems orientieren sich häufig am Pro-
zessablauf des Netzentwicklungsplans [51] und können alle oder ausgewählte Schritte
des Netzentwicklungsplans nachstellen. Neben der Regionalisierung eines exogen vor-
gegebenen Szenarios umfasst dies eine (fundamentale) Marktsimulation, eine Netzsi-
mulation des Übertragungsnetzes, eine Redispatch-Simulation und die Überprüfung
von Ausbaumaßnahmen [74].
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3.2 Adäquate Darstellung der zukünftigen Versorgungsaufgabe

In deutschen Anwendungsfällen werden installierte Kapazitäten mit Hilfe einer Re-
gionalisierung häufig gemeindescharf bestimmt [75, 76]. Sowohl national als auch in-
ternational werden üblicherweise beschreibende Daten von Regionen, bspw. Landnut-
zungsarten und die Bevölkerungsdichte, als Verteilungsschlüssel genutzt [77–79]. Auf
Basis der Regionalisierungsergebnisse wird eine fundamentale Marktsimulation durch-
geführt, welche zum Ziel hat, die Kraftwerkseinsatzkosten bei gegebenen Brennstoff-
und Betriebskosten zu minimieren. Ein Überblick über verschiedene Fundamental-
modelle kann sowohl [49] als auch [80] entnommen werden. Die Modelle unterscheiden
sich unter anderem hinsichtlich der Marktkopplungsverfahren und der Zeitkopplung.
Anlagenscharfe Modelle dezentraler Flexibilitätsoptionen werden aufgrund der not-
wendigen Rechenkapazitäten im Regelfall nicht unterstützt und Flexibilitätsoptionen
werden lediglich aggregiert betrachtet. So wird in [81] eine rollierende Kraftwerksein-
satzplanung präsentiert, welche aggregierte Lastverschiebepotenziale berücksichtigt.
In [49] wird ein Verfahren vorgestellt, welches diese rollierende Kraftwerkseinsatzpla-
nung in einem iterativen Verfahren um Restriktionen dezentraler Flexibilitätsoptionen
erweitert. Dazu werden die Ergebnisse der aggregierten (zentralen) Marktsimulation
disaggregiert. Die disaggregierten Einsätze werden im Anschluss mit detaillierten Mo-
dellen dezentraler Anlagen überprüft und im Falle von Grenzwertverletzungen werden
Restriktionen für die zentrale Marktsimulation abgeleitet (Aggregation). In der ex-
emplarischen Anwendung werden vier Regionen untersucht, die mittels einer Cluster-
analyse ausgewählt werden. In der Clusteranalyse werden die installierten Leistungen
von Anlagen als Unterscheidungskriterium gewählt. In der Untersuchung werden zu-
dem verschiedene Betriebsweisen der dezentralen Anlagen verglichen und der Einfluss
auf das Gesamtsystem mit Fokus auf den Markt analysiert. Ebenso werden Ergeb-
nisse mit Berücksichtigung von netzseitigen Restriktionen präsentiert. Details zur
Modellierung und Bestimmung der Restriktionen können [DS1] und [DS2] teilweise
entnommen werden.

Neben den Fundamentalmodellen kommen auch agentenbasierte Verfahren zum Ein-
satz, die das Bieterverhalten und verschiedene Märkte berücksichtigen [82, 83]. Aller-
dings sind die Modelle häufig nicht parallelisierbar [84], was zur Folge hat, dass die
Anzahl der simulierten Akteure begrenzt ist und ebenfalls eine Aggregation notwendig
ist. In [85] wird ein Verfahren präsentiert, welches eine Untersuchung des Bieterver-
haltens in Kombination mit einer fundamentalen Marktsimulation ermöglicht.

Die Ergebnisse der Marktsimulationen dienen als Eingangsdaten für Übertragungs-
netzsimulationen, die auch den Redispatch im Übertragungsnetz modellieren. Der
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Einsatz von Anlagen im Verteilnetz für den Redispatch im Übertragungsnetz ist dabei
noch nicht weit verbreitet. Da der Einfluss auf die Versorgungsaufgabe im Verteilnetz
aufgrund dessen nur gering ist, sei für eine Übersicht existierender Modelle auf [80]
verwiesen.
Eine Alternative zum dargestellten sequentiellen Ablauf aus Markt- und Netzsimu-
lation stellen Optimal-Power-Flow (OPF) basierte Ansätze dar. Ein OPF kann hin-
sichtlich verschiedener Zielgrößen durchgeführt werden. Im Kontext des elektrischen
Übertragungsnetzes sind OPF-Ansätze von Interesse, welche die Kraftwerkseinsatz-
kosten unter Netznebenbedingungen minimieren. An dieser Stelle wird auf [86] ver-
wiesen, in dem ein Überblick über existierende Verfahren gegeben wird. Im EU-
Forschungsprojekt FlexPlan wird ein OPF im Rahmen der Netzausbauplanung für das
Übertragungsnetz unter Berücksichtigung der unterlagerten Netzebenen genutzt [87,
88]. Die unterlagerten Spannungsebenen werden dabei jedoch nur aggregiert betrach-
tet und zur Beherrschung des Rechenaufwandes sind viele Vereinfachungen notwendig
[DSP1]. Zur Verbesserung der Skalierbarkeit werden auch verteilte OPF-Ansätze ver-
folgt [89].

Verteilnetze
Ansätze zur Beschreibung der Versorgungsaufgabe in Verteilnetzen wurden bereits
in Abschnitt 3.1 genannt. Darüber hinausgehend werden zur Regionalisierung auch
Ansätze unter Nutzung öffentlicher Kartendaten verfolgt, um Standortpotenziale zu
identifizieren [90]. Dabei können verschiedene regulatorische Vorgaben, bspw. im Rah-
men von Flächennutzungsplänen, detailliert berücksichtigt werden. Das zeitliche Ver-
halten von Anlagen und Verteilnetzen wird in der Simulationsumgebung SIMONA,
welche unter anderem in [91] und [92] vorgestellt wird, durch eine agentenbasierte
Bottom-Up-Simulation beschrieben. Das Verhalten der einzelnen Anlagen-Agenten
orientiert sich dabei an externen Signalen, wie bspw. dem Wetter, der Netzauslas-
tung, oder auch einer Preiszeitreihe. Die Rückwirkung auf das Gesamtsystem wird
dabei jedoch nicht berücksichtigt, da die einzelnen Agenten Preisnehmer sind. Mit
GridLAB-D existiert ein weiteres agentenbasiertes Verteilnetzsimulations-Framework
mit ähnlichen Eigenschaften [93, 94]. Aufgrund des gewählten Modellierungsansatzes
entspricht ein einzelner Agent oftmals einer Einzelanlage.

Einzelanlagen
Die Modellierungsansätze für die Beschreibung des Verhaltens von Einzelanlagen am
Netzverknüpfungspunkt werden nachfolgend separat für unterschiedliche Technologi-
en vorgestellt.
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Das Verhalten von Haushaltslasten wird in der Regel über Standardlastprofile, gemes-
sene Profile oder Haushaltssimulationen beschrieben. Ein Überblick über existierende
Verfahren ist in [95] gegeben. Dabei wird herausgestellt, dass das H0-Standardlastprofil
des Bundesverbandes der Energie- und Wasserwirtschaft (BDEW) nicht geeignet ist,
um das Verhalten einzelner Haushalte adäquat abzubilden. Bottom-Up-Modelle, in
denen das Verhalten der Bewohner und der Leistungsbezug einzelner Verbraucher
simuliert wird, bieten hingegen detaillierte Ergebnisse, jedoch sind eine Vielzahl von
Eingangsdaten notwendig. Ein exemplarisches und häufig genutztes Modell ist das
CREST-Demand-Model [96]. Für die Anwendung von Top-Down-Modellierungsansätzen
werden weniger detaillierte Informationen zu einzelnen Verbrauchern benötigt, jedoch
werden Messwerte genutzt, die oftmals eine zeitliche Auflösung zwischen 15 und 60
Minuten aufweisen. Zusätzlich existiert eine Vielzahl hybrider Modellierungsansätze.
Für weitere Informationen zur Modellierung von Haushaltslasten sei auf [95] verwie-
sen. Gemessene Lastzeitreihen werden in OpenData-Projekten, wie bspw. openMeter
zur Verfügung gestellt [97].

Die mögliche Einspeisung von Anlagen erneuerbarer Energien ist dargebotsabhängig
und kann bei vorliegenden Wetterdaten simuliert werden. So werden in [98] Verfahren
vorgestellt, welche die Berechnung der Einspeiseleistung von PV- und Windenergie-
Anlagen auf Basis von Anlagenparametern und Informationen zum Sonnenstand und
zur Sonneneinstrahlung beziehungsweise Windgeschwindigkeit ermöglichen.

Die Verortung von E-KFZ erfolgt in [99] für Gemeinden auf Basis sozioökonomischer
Parameter und orientiert sich am Fahrzeugbestand. Es wird dabei ferner angenom-
men, dass sich die Wahrscheinlichkeit für E-KFZ an einem Gebäude in Abhängigkeit
der Anzahl der Wohneinheiten (WEH) und der Bewohner erhöht. Es existiert ei-
ne Vielzahl von Veröffentlichungen zur Modellierung des elektrischen Verhaltens am
Netzanschlusspunkt, jedoch wird im Regelfall eine exogen vorgegebene Preiszeitreihe
für die Optimierung der Ladevorgänge vorausgesetzt [100–102].

In [103] erfolgt die Zuweisung von Wärmepumpen zu Netzknoten auf Basis von Infor-
mationen zu Gebäudetypen. Für die Bestimmung des elektrischen Verhaltens kommen
thermische Gebäudesimulationen zum Einsatz [104, 105]. Preissignale werden in den
Einsatzoptimierungen ebenfalls berücksichtigt, jedoch werden die Anlagen als Preis-
nehmer modelliert [106, 107]. Eine Methode zur Abbildung der Einsatzrestriktionen
von Wärmepumpen in einzelnen Gebäuden im Rahmen einer fundamentalen Markt-
simulation wird in [108] vorgestellt.
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3.2.2 Entwicklungsbedarf

Zusammengefasst zeichnen sich Modelle und Anwendungen in der sektorenübergrei-
fenden Gesamtsystemanalyse dadurch aus, dass Untersuchungsregionen häufig intern
restriktionsfrei modelliert werden und ausgedehnt sind. Der Einsatz der Anlagen wird
in Wechselwirkung mit den anderen Anlagen des Systems gewählt, um bspw. die not-
wendigen Investitionskosten in Erzeugungsanlagen minimieren zu können und den-
noch alle Lasten versorgen zu können. Dies kann grundsätzlich einer marktdienlichen
Flexibilitätsbewirtschaftung zugeordnet werden. Technische Details der Infrastruktur
werden oft vernachlässigt, sodass vor allem netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung
nicht abgebildet wird.

Modelle zur Markt- und Übertragungsnetzsimulation erweitern die marktdienliche
Flexibilitätsbewirtschaftung durch Berücksichtigung der Übertragungsnetze um eine
netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung für das Übertragungsnetz. OPF-Ansätze
optimieren den Anlageneinsatz unter Berücksichtigung der Netzinfrastruktur und
spiegeln daher die aktuelle Ausgestaltung des Strommarktes in der deutschen Gebots-
zone nicht wieder. Daher wird im Netzplanungsprozess auf Übertragungsnetzebene
ein sequentieller Ablauf von Markt- und Netzsimulation verfolgt und auch in dieser
Arbeit angestrebt. Das Modell „Model of International Energy Systems“ (MILES),
welches am ie3 der TU Dortmund entwickelt wurde, deckt diesen Netzplanungspro-
zess ab und bestimmt die Versorgungsaufgabe dazu gemeindescharf. Die Verortung
erfolgt in MILES anhand eines übergeordneten Szenariorahmens, sodass mit einem
Zukunftsszenario konsistente Untersuchungen durchgeführt werden können. Da der
Anlageneinsatz durch eine fundamentale Marktsimulation bestimmt wird, kann die
Abbildung von Wechselwirkungen zwischen markt- und netzdienlicher Flexibilitäts-
bewirtschaftung für das Verteilnetz in MILES grundsätzlich integriert werden.

Auf Grundlage der durchgeführten Modellanalyse wird der Fokus in der vorliegen-
den Arbeit auf die Weiterentwicklung eines Modells zur Abbildung des elektrischen
Übertragungssystems um die Verteilnetzebene gelegt. Aufgrund verschiedener Eigen-
schaften und Modellierungsansätze existierender Simulationsumgebungen zur Markt-
und Übertragungsnetzsimulation wird eine Ausprägung der Simulationsumgebungen
für die weitere konkrete Ausarbeitung der Modellierung ausgewählt. In der vorlie-
genden Arbeit wird MILES erweitert und die entsprechenden Eigenschaften werden
in der methodischen Vorgehensweise berücksichtigt. Zur Abbildung der Versorgungs-
aufgabe auf Verteilnetzebene gilt es folglich Berechnungsergebnisse aus MILES zu
disaggregieren und existierende Ansätze aus der Verteilnetz- und Einzelanlagensimu-
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lation zu integrieren. So wird in MILES bspw. zur Abbildung der Haushaltslasten das
H0-Profil verwendet, welches jedoch erst ab einer Anzahl von mindestens 250 Ver-
brauchern [109] gilt, sodass sich die Notwendigkeit einer differenzierteren Betrachtung
auf Verteilnetzebene ergibt.

Entwicklungsbedarf zur Darstellung der Versorgungsaufgabe

A 1.1) Die Verortung dezentraler Anlagen in Verteilnetzen muss entsprechend
eines übergeordneten Szenariorahmens erfolgen. Dabei können gemein-
descharfe Vorgaben mit MILES erzeugt werden, diese müssen jedoch
zur Verortung an Verteilnetzknoten disaggregiert werden.

A 1.2) Die marktdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung im Verteilnetz verorte-
ter Anlagen muss modelliert werden. Mit MILES erstellte aggregierte
Anlagenfahrpläne müssen folglich für Einzelanlagen disaggregiert wer-
den.
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3.3 Bestimmung des Verteilnetzausbaubedarfs
unter Berücksichtigung netzdienlicher
Flexibilitätsnutzung in der Planung

Um den Einfluss netzdienlicher Flexibilitätsnutzung sowohl auf das Gesamtsystem
als auch auf den Verteilnetzausbaubedarf untersuchen zu können, muss eine Methode
zur Bestimmung des Netzausbaubedarfs entwickelt werden. Die Methode muss dabei
in der Lage sein, den Netzausbaubedarf automatisiert für die unterschiedlichen Span-
nungsebenen von Verteilnetzen zu bestimmen. Die unterschiedlichen Charakteristika
der typischen Netzstruktur der NS, MS und HS müssen demnach berücksichtigt wer-
den. Das Netzausbauverfahren muss zudem in der Lage sein, die Flexibilitätsbewirt-
schaftung zu variieren, um unterschiedliche Netzausbauvarianten mit entsprechenden
Planungsgrundsätzen abzubilden. Analog zur Spitzenkappung von PV- und Wind-
energieanlagen müssen Mechanismen zur netzdienlichen Flexibilitätsnutzung in der
Planung für weitere Flexibilitätsoptionen implementiert werden.

3.3.1 Existierende Ansätze

Zunächst werden existierende Verfahren zur Bestimmung von Ausbaumaßnahmen in
(Verteil-) Netzen in dargestellt. Anschließend werden Ansätze zur Integration von Fle-
xibilität in den Planungsprozess erläutert und schließlich Vorgehensweisen zur Kopp-
lung dieser sich gegenseitig bedingenden Prozessschritte vorgestellt.

Bestimmung des Ausbaubedarfs
Einige Ansätze zur Ausbaumodellierung wurden bereits in Unterabschnitt 3.2.1 an-
hand existierender Verteilnetzstudien aufgeführt. Ausbaumaßnahmen werden dabei
häufig heuristisch bestimmt.

In Strangnetzen wird dabei im Falle einer Spannungsbandverletzung eine Strangauf-
trennung durchgeführt. Thermische Überlastungen werden durch parallele Betriebs-
mittel aufgelöst. In den Verteilnetzstudien werden nur wenige ausgewählte Netznut-
zungsfälle genutzt. Dabei hat sich gezeigt, dass die Reihenfolge der Betrachtungen
der Netznutzungsfälle Auswirkungen auf das Ergebnis hat, daher wird in [110] ei-
ne Methode vorgestellt, welche durch Variation der Reihenfolge die kostenminimalen
Ausbaumaßnahmen bestimmt.
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netzdienlicher Flexibilitätsnutzung in der Planung

In vermaschten Netzen, wie diese in der HS zu finden sind, existieren mehr Frei-
heitsgerade hinsichtlich der Ausbaumaßnahmen, da neue Leitungen durch Erhöhung
der Vermaschung auch Knoten verbinden können, die im Startnetz noch nicht ver-
bunden sind. Um gültige Lösungen bei möglichst geringen Investitionskosten zu fin-
den, werden Optimierungsansätze verfolgt. Dazu ist zunächst eine Überführung des
Knoten-Kanten-Modells in Zustands- und Entscheidungsvariablen notwendig [111].
Die Nebenbedingungen des Optimierungsproblems ergeben sich durch Betriebsmittel-
grenzwerte und Planungsgrundsätze [112]. Da die formulierte Optimierung der Netz-
ausbauplanung ein kombinatorisches hochdimensionales nichtlineares mixed-integer
Problem ist, werden verschiedene Meta-Heuristiken zur Lösung genutzt [113]. Da
ein Hill-Climbing-Algorithmus auch in lokalen und nicht im globalen Optimum ter-
miniert [114], existieren verschiedene stochastische Ansätze zum Durchsuchen des
Lösungsraums. Eng daran angelehnt ist Simulated Annealing, bei dem entgegen des
Hill-Climbings-Algorithmus in Abhängigkeit des iterativen Fortschritts auch die Um-
gebung von Lösungen mit schlechterem Zielfunktionswert exploriert wird, um das
globale Optimum zu finden [115]. Alternativ werden bspw. in [116–118] genetische
Algorithmen genutzt, welche mittels Crossover und Mutation Lösungsvorschläge ge-
nerieren. Ebenfalls kommen als Ansätze Tabu Search [119], Particle Swarm Optimi-
zation [120] und Iterated Local Search [113] zum Einsatz. Die (n-1)-Sicherheit wird
dabei in der Ausbauplanung entweder über eine vollständige (n-1)-Analyse oder über
eine Verringerung der (thermischen) Betriebsmittelgrenzwerte im Grundfall berück-
sichtigt. Eine Komplexitätserhöhung in der Ausbauplanung findet mit Berücksichti-
gung von spannungsebenenübergreifenden Maßnahmen statt. Im Forschungsprojekt
KonVeTrO (Kongruentes Verfahren zur ebenenübergreifenden Ausbauplanung von
Verteil-, Übertragungs- und Overlaynetzen) wurden Methoden zur spannungsebe-
nenübergreifenden Ausbauplanung untersucht. Aufgrund des resultierenden großen
Lösungsraumes ist jedoch eine Vielzahl von topologischen und zeitlichen Vereinfa-
chungsschritten, umgesetzt bspw. durch Clustermethoden, notwendig [121].

In den Verteilnetzstudien (siehe Abschnitt 3.1) hat sich der Mehrwert von regelbaren
Ortsnetztransformatoren gezeigt, sodass diese üblicherweise in Untersuchungen als
potentielle Ausbaumaßnahme berücksichtigt werden. Neue Technologien, wie MS-
oder NS-Gleichstromübertragung (vgl. [122, 123]), liegen außerhalb des Fokus dieser
Arbeit und werden daher nicht weiter betrachtet.
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3 Präzisierung des Modellierungsbedarfs

Freiheitsgrade im Planungsprozess
Im Netzausbauprozess können Freiheitsgrade durch unterschiedliche Anlagen und Ak-
teure berücksichtigt werden.

• Netzoptimierung: Transformatorstufung, Impedanzregler, Freileitungsmonitoring,
Schaltzustände 8

• Blindleistungsregelung durch angeschlossene Anlagen

• Netzdienliche Flexibilitätsnutzung in der Planung

Übereinstimmend mit dem NOVA-Prinzip ist zunächst die Optimierung der Betriebs-
mittel im Netzgebiet als Freiheitsgrad im Ausbauprozess zu berücksichtigen. In [124]
und [125] werden lineare Sensitivitäten der Transformatorstufung in einen sukzes-
siv gelösten OPF-Ansatz integriert, um die optimale Transformatorstufe zu finden.
Auch Methoden des maschinellen Lernens kommen zum Einsatz, um dieses Ziel zu er-
reichen [126]. Impedanzregler bieten Möglichkeiten zur Leistungsflusssteuerung durch
Veränderung der Impedanz einer Leitung (vgl. [127]), werden aber aufgrund der gerin-
gen Verbreitung, ebenso wie das Freileitungsmonitoring im Verteilnetz, nicht weiter in
dieser Arbeit betrachtet. Eine optimierte Netzkonfiguration mittels veränderter Schal-
terstellungen ([128]) ist aufgrund der damit verbundenen Komplexitätssteigerung der
Berechnungen ebenfalls nicht Teil der vorliegenden Arbeit.

Der Mehrwert einer Q(U)-Regelung, auch in der NS, wird in [129] gezeigt. Entgegen
dieser aktuell verbreiteten Umsetzung der Blindleistungsregelung wird in der vorlie-
genden Arbeit allerdings eine Blindleistungsoptimierung im Rahmen der Netzplanung
vorgeschlagen. Dies begründet sich darin, dass in dieser Arbeit eine Wirkleistungsre-
gelung in Form von markt-, netz- und systemdienlicher Flexibilitätsbewirtschaftung
vorausgesetzt wird. Dies hat zur Folge, dass entweder verschiedene Akteure (bspw.
Aggregator und Netzbetreiber) Zugriff auf die Steuerung der Anlagen haben oder
etwaige steuernde Akteure eine Schnittstelle zu Netzbetreibern aufweisen. Eine Ver-
änderung des Wirkleistungs-Arbeitspunktes durch den Netzbetreiber einer Anlage hat
für den Betreiber ökonomische Konsequenzen, die je nach Ausgestaltung vom Netzbe-
treiber erstattet werden müssen. Zusätzlich ergibt sich die Notwendigkeit einer neuen
Einsatzplanung seitens des Anlagenbetreibers, und es entstehen ggf. Komforteinbußen
bei Nutzern. Ein Eingriff in das Blindleistungsverhalten einer Anlage hat hingegen
keine der genannten Auswirkungen zur Folge. Es ist somit sowohl im Interesse der

8Entgegen der Erläuterungen zum NOVA-Prinzip wird die Spitzenkappung an dieser Stelle nicht
der Netzoptimierung zugeordnet, da diese im Kontext der Arbeit der netzdienlichen Flexibili-
tätsnutzung zugeordnet wird (siehe Definition).
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3.3 Bestimmung des Verteilnetzausbaubedarfs unter Berücksichtigung
netzdienlicher Flexibilitätsnutzung in der Planung

Anlagenbetreiber als auch der Netzbetreiber, das Blindleistungsverhalten möglichst
netzdienlich zu wählen, da dies Eingriffe in den Wirkleistungsbetrieb minimiert. Bei
existierenden Schnittstellen zur Beeinflussung des Wirkleistungsverhaltens ist die Be-
rücksichtigung einer Blindleistungsoptimierung somit konsequent. Die Optimierung
des Blindleistungsverhaltens orientiert sich ebenfalls an OPF-Ansätzen. So wird das
Blindleistungsverhalten von Windenergieanlagen in [130] mittels Partikel-Schwarm-
Optimierung und in [131] mittels quadratischer Programmierung optimiert.

Eine netzdienliche Anpassung des Wirkleistungsverhaltens kann auf vielfältige Arten
umgesetzt werden. Im Gegensatz zur Blindleistungsoptimierung sind je nach Model-
lierung zeitkoppelnde Nebenbedingungen zu berücksichtigen, wenn bspw. Batterie-
speicher genutzt werden. In [43] und [40] werden Netzengpässe auf Basis von Leis-
tungsflusssensitivitäten aufgelöst und allgemeine Nebenbedingungen für Anlagenty-
pen präsentiert. Zur Umsetzung der Spitzenkappung können pauschale oder dyna-
mische Ansätze verfolgt werden, die in [110] präsentiert und verglichen werden. Der
Mehrwert einer dynamischen Spitzenkappung, die mit den Ansätzen zur Optimierung
des Wirkleistungsverhaltens auf Basis der Leistungsflusssensitivitäten vergleichbar ist,
wird dabei deutlich.

Zur Kopplung der häufig auf Zeitreihen basierenden netzdienlichen Flexibilitätsnut-
zung mit der Ausbausimulation werden in [110] sowie in einigen Verteilnetzstudien
Extrempunkte zur Überführung in Stark- und Schwachlastfall ausgewertet. Im Pro-
jekt FlexPlan wird der Problemstellung aus Anlagen- und Ausbausimulation mittels
Benders Decomposition begegnet, bei der im Masterproblem die über Integer abgebil-
deten Ausbauentscheidungen und im Subproblem der Anlageneinsatz optimiert wird
[132]. In der Anwendung wurden jedoch Skalierungsprobleme identifiziert [DSP1].

3.3.2 Entwicklungsbedarf

Es existiert eine Vielzahl von Ansätzen für die automatisierte Verteilnetzausbaupla-
nung und den optimierten Einsatz von netzdienlicher Flexibilität. Für die angestreb-
ten Untersuchungen und die dafür zu entwickelnde Methode in dieser Arbeit wird
nachfolgend der Entwicklungsbedarf aufgeführt.
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3 Präzisierung des Modellierungsbedarfs

Entwicklungsbedarf zur Bestimmung des Netzausbaubedarfs

A 2.1) Die Netzausbaumethoden für die NS, MS und HS müssen aufgrund
unterschiedlicher Eigenschaften und normativer Anforderungen sepa-
rat entwickelt werden. Für die Nieder- und MS können Heuristiken
in Anlehnung an Verteilnetzstudien entwickelt werden. In der HS soll-
te eine Meta-Heuristik ausgewählt werden, um neue Verbindungen im
Netzausbau berücksichtigen zu können. Spannungsebenenübergreifende
Netzausbaumaßnahmen, bspw. die Errichtung neuer Umspannanlagen,
werden aus Komplexitätsgründen nicht in dieser Arbeit betrachtet.

A 2.2) Die zur Verfügung stehende Flexibilität durch Transformatoren sowie
Blind- und Wirkleistungsoptimierung muss im Netzausbauprozess be-
rücksichtigt werden. Zur Umsetzung der Blind- und Wirkleistungsopti-
mierung können OPF-Ansätze verwendet werden.

A 2.3) Die zur netzdienlichen Flexibilitätsnutzung in der Planung zur Verfü-
gung stehende Energiemenge muss über Parameter variiert werden kön-
nen.

A 2.4) Die Kopplung zwischen der zeitreihenbasierten netzdienlichen Flexibi-
litätsnutzung in der Planung und der jeweils verwendeten Ausbauheu-
ristik muss berücksichtigt werden.

3.4 Modellierung des Einflusses netzdienlicher
Flexibilitätsbewirtschaftung auf das
Gesamtsystem

Eine netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung im Verteilnetz hat Konsequenzen für
die mögliche marktdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung im Gesamtsystem (vgl. Ka-
pitel 2). Es ist folglich eine Methode zu identifizieren oder ggf. zu entwickeln, die es
ermöglicht, den Einfluss einer netzdienlichen Flexibilitätsbewirtschaftung zu quanti-
fizieren.
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3.4 Modellierung des Einflusses netzdienlicher Flexibilitätsbewirtschaftung auf das
Gesamtsystem

3.4.1 Existierende Ansätze

In den analysierten Verteilnetzstudien wird zwar zunehmend eine netzdienliche Flexi-
bilitätsnutzung in der Planung unterstellt und der Einfluss auf die Netzausbaukosten
quantifiziert, jedoch findet keine Quantifizierung der Mehrkosten im Gesamtsystem
durch die resultierende netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung statt. Grundsätz-
lich existieren nur wenig Ansätze in der Literatur mit dieser exakten Zielstellung.
Großskalige OPF-Ansätze, wie sie im Projekt FlexPlan angestrebt wurden (siehe Ab-
schnitt 3.2) schließen diese Lücke, da der Anlageneinsatz bereits die Netzrestriktionen
beinhaltet. In der Anwendung ergeben sich jedoch die bereits dargestellten Skalie-
rungsprobleme und zudem steht dieses Vorgehen im Widerspruch mit der üblichen
Vorgehensweise in der Netzplanung, in dem Markt- und Netzsimulation sequentiell
durchlaufen werden. Die sich einstellende Anlagenfahrpläne können sich in Abhän-
gigkeit der verwendeten Methoden unterscheiden, da Flexibilitätspotenziale bei so-
fortiger Netzberücksichtigung anders eingesetzt werden als im Falle einer netzrestrik-
tionsfreien Marktsimulation mit nachgelagerter Veränderung des Anlageneinsatzes
aufgrund von Netzrestriktionen.

Ein Ansatz zur Berücksichtigung des dezentralen Anlagenverhaltens auf das Gesamt-
system wird in [133] erstmalig präsentiert und an einem Fallbeispiel für ein Verteil-
netz angewendet. In [49] wird dieses Verfahren für größere Untersuchungsregionen
mit erhöhter Anlagenanzahl angewendet. Das Verfahren beruht auf dem Vergleich
der Kraftwerkseinsatzkosten ohne und mit erweiterten Anlagenrestriktionen, um die
Mehrkosten der Anlagenrestriktionen identifizieren zu können. Die erweiterten An-
lagenrestriktionen können dabei entweder auf Netzrestriktionen oder auch Vermark-
tungspräferenzen der Anlagenbetreiber basieren. Dieses Vergleichsverfahren wird im
folgenden Unterabschnitt aufgegriffen und die Anforderungen an die Umsetzung des
Verfahrens für diese Arbeit konkretisiert.

3.4.2 Entwicklungsbedarf

Das in [133] und [49] vorgeschlagene Vorgehen zur Berücksichtigung dezentraler Re-
striktionen in einer zentralen Marktsimulation lässt sich auch in MILES integrieren.
Eine erste Marktsimulation wird dabei ohne die Einschränkungen der netzdienlichen
Flexibilitätsbewirtschaftung durchgeführt und liefert folglich die Einsatzkosten der
markt- und systemdienlichen Flexibilitätsbewirtschaftung. Eine zweite Marktsimu-
lation wird um Nebenbedingungen zur Abbildung der netzdienlichen Flexibilitäts-
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3 Präzisierung des Modellierungsbedarfs

bewirtschaftung im Verteilnetz erweitert und liefert folglich die gesamtsystemischen
Einsatzkosten unter Berücksichtigung der technischen Restriktionen der Verteilnetze-
bene. Ein Vergleich der Einsatzkosten ermöglicht es, die gesamtsystemischen Mehr-
kosten durch die Restriktionen in der Verteilnetzebene zu bestimmen. Die zugrunde-
liegenden Schritte und Annahmen der ersten Marktsimulation und des Redispatchs
im Übertragungsnetz sind in der folgenden Abbildung dargestellt:

Eingangsdaten:
• Nebenbedingungen für 

Flexibilitätseinsatz von Anlagen
• Übertragungsnetztopologie

Anlageneinsatz bestimmen (Markt): 
Minimierung der Gesamtsystemkosten

Keine 
Netzberück-
sichtigung

Anlageneinsatz variieren (Redispatch): 
Gesamtsystemkosten bestimmen

Mit Übertra-
gungsnetz

Ausgangsdaten:
Gesamtsystemkosten ohne 
netzdienliche Flexibilitäts-

bewirtschaftung im Verteilnetz
€

Abbildung 3.3: Konzeptioneller Ablauf einer Markt- und Übertragungsnetzsimulati-
on ohne Verteilnetzberücksichtigung

Als Eingangsdaten dienen in Marktsimulationen vor allem Informationen der zu be-
rücksichtigenden Anlagen. Diese Informationen beschreiben neben Einsatzkosten und
Emissionen auch die (technischen) Einschränkungen des Einsatzes. Die Nebenbedin-
gungen eines Kraftwerkseinsatzes sind dabei bspw. durch Anfahrrampen oder War-
tungsintervalle beschrieben. Flexible Verbrauchsanlagen wie E-KFZ weisen Neben-
bedingungen auf, die den Mobilitäts- beziehungsweise Ladebedarf widerspiegeln. Die
Eingangsdaten der Markt- und Übertragungsnetzsimulation werden durch Informa-
tionen zur Übertragungsnetztopologie ergänzt. In Anlehnung an reale Prozesse wird
der Anlageneinsatz in einem ersten Schritt zunächst in der fundamentalen Markt-
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3.4 Modellierung des Einflusses netzdienlicher Flexibilitätsbewirtschaftung auf das
Gesamtsystem

simulation ohne Berücksichtigung des Engpassmanagements im Übertragungsnetzes
bestimmt. Das Ziel dieser Optimierung besteht darin, die Gesamtsystemkosten zu mi-
nimieren und dabei die Nebenbedingungen durch Verbrauchs- und Erzeugungsanlagen
einzuhalten. Dabei werden die Marktgebietszonen entsprechend realer Gegebenheiten
berücksichtigt, sodass Deutschland bspw. aus einer Marktgebietszone besteht und An-
lagen aggregiert vermarktet werden können. Die Flexibilität wird somit marktdien-
lich bewirtschaftet. Wenn in der Marktsimulation bereits Netzverluste und Regelleis-
tungsbedarfe angenähert berücksichtigt werden, wird in diesem Schritt bereits auch
eine systemdienliche Bewirtschaftung in Teilen durchgeführt. Bei einer kombinierten
Markt- und Übertragungsnetzsimulation wird das erlangte Marktergebnis genutzt,
um den Redispatch für das Übertragungsnetz zu simulieren. Der Anlageneinsatz wird
dem entsprechend angepasst, um Grenzwertverletzungen entgegen zu wirken und die
sich ergebenen Gesamtsystemkosten sind in der Folge größer gleich der Gesamtsys-
temkosten der Marktsimulation ohne Übertragungsnetzberücksichtigung. In Summe
wird durch die Markt- und Übertragungsnetzsimulation in MILES somit eine markt-
und systemdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung bei minimalen gesamtsystemischen
Einsatzkosten bestimmt.

Um die Auswirkungen von Netzrestriktionen in der Verteilnetzebene auf das Gesamt-
system bestimmen zu können, wird eine zweite Marktsimulation mit zusätzlichen
Nebenbedingungen durchgeführt. Die zusätzlichen Nebenbedingungen stellen dabei
vorliegende Netzrestriktionen der Verteilnetzebene dar. Der konzeptionelle Ablauf
dieser Phase ist in Abbildung 3.4 dargestellt. Als Eingangsdaten zur Beschreibung
der Versorgungsaufgabe werden die markt- und systemdienlichen Einsatzzeitreihen
der Markt- und Übertragungsnetzsimulation genutzt. Analog zur Markt- und Über-
tragungsnetzsimulation werden ebenfalls die Nebenbedingungen zur Beschreibung des
Flexibilitätspotenzials vorgegeben. Die Eingangsdaten werden durch Informationen
zur Verteilnetzebene komplettiert. In Abhängigkeit der Ausgestaltung und dem an-
gestrebten Detailgrad sind somit Nebenbedingungen ggf. nur für einen Teil der Anla-
gen in einer Gebotszone gültig. Dies hat zur Folge, dass Gebotszonen geteilt werden
müssen, um die entsprechenden Nebenbedingungen berücksichtigen zu können. Der
Detailgrad der Nebenbedingung ist hinsichtlich des damit verbundenen gesteigerten
Rechenbedarfs adäquat zu wählen, um eine Lösbarkeit sicherzustellen und dennoch
belastbare Ergebnisse zu erzielen. In Summe wird somit eine gemeinsam optimierte
markt-, system- und netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung simuliert.
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!!

Eingangsdaten:
• Anlageneinsatz nach Redispatch

(Markt- & systemdienlicher Einsatz)
• Nebenbedingungen für 

Flexibilitätseinsatz von Anlagen
• Verteilnetztopologien

Verteilnetzrestriktionen bestimmen

Anlageneinsatz (Markt) mit 
Verteilnetzrestriktionen bestimmen

Ausgangsdaten:
Gesamtsystemkosten mit netzdienlicher 

Flexibilitätsbewirtschaftung im 
Verteilnetz

€

! !

!

Abbildung 3.4: Konzeptioneller Ablauf einer Markt- und Übertragungsnetzsimulati-
on mit Verteilnetzberücksichtigung

Es ist hervorzuheben, dass diese gemeinsame Optimierung dementsprechend keinem
realen Prozess zuzuordnen ist, da auch im Redispatch 2.0 ein sequentieller Ablauf aus
markt-, system- und netzdienlicher Flexibilitätsbewirtschaftung vorgesehen ist [134].
Durch Bestimmung der Differenz der Einsatzkosten dieser Simulation zu den Einsatz-
kosten der reinen Markt- und Übertragungsnetzsimulation können jedoch die minimal
zu erwartenden Mehrkosten durch eine netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung im
Verteilnetz bestimmt werden. Zusammenfassend ergibt sich folgender Entwicklungs-
bedarf:
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3.5 Hochrechnung auf Basis ausgewählter repräsentativer Verteilnetze

Entwicklungsbedarf zur Modellierung des Einflusses netzdienlicher
Flexibilitätsbewirtschaftung auf das Gesamtsystem

A 3.1) Die Netzrestriktionen der Verteilnetzebene müssen bestimmt und für
die Marktsimulation in MILES in geeigneter Form als Nebenbedingung
zur Verfügung gestellt werden.

A 3.2) Die Netznebenbedingungen der Verteilnetzebene müssen zur Bestim-
mung der markt-, system- und netzdienlichen Flexibilitätsbewirtschaf-
tung in MILES herangezogen werden. Dazu ist ggf. eine Teilung existie-
render Gebotszonen notwendig, da die Nebenbedingungen jeweils nur
für eine Teilmenge der ansonsten aggregiert vermarkteten Anlagen gül-
tig sind.

A 3.3) Die minimal auftretenden Mehrkosten durch netzdienliche Flexibilitäts-
bewirtschaftung können durch Vergleich der Einsatzkosten bei markt-
und systemdienlicher Flexibilitätsbewirtschaftung sowie der Einsatzkos-
ten bei markt-, system- und netzdienlicher Flexibilitätsbewirtschaftung
bestimmt werden.

3.5 Hochrechnung auf Basis ausgewählter
repräsentativer Verteilnetze

Die Konsequenz der vorigen Teilaufgabe ist, dass die Verteilnetzrestriktionen einer
Untersuchungsregion, üblicherweise einer Gebotszone, bestimmt werden müssen. Das
bedeutet, dass in Untersuchungen für Deutschland die Verteilnetze Deutschlands und
Luxemburgs in der Marktsimulation nach Abbildung 3.4 berücksichtigt werden müs-
sen. Dies ist allerdings nicht umsetzbar, da einerseits Daten der Verteilnetzinfra-
struktur nicht voll umfänglich zur Verfügung stehen und andererseits ein großer Re-
chenaufwand entstehen würde. Um diesen Problemen entgegen zu wirken, wird in
Abbildung 3.5 ein methodischer Ablauf zur Hochrechnung von Detailergebnissen aus
repräsentativen Verteilnetzen vorgestellt. In einem ersten Schritt der dargestellten
Methode wird die Markt- und systemdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung im Ge-
samtsystem entsprechend Abschnitt 3.4 simuliert. Der Untersuchungsraum entspricht
dabei bspw. Deutschland und nutzt dort verortete Anlagen sowie die Übertragungs-
netzinfrastruktur. In ausgewählten repräsentativen Regionen werden in einem Folge-
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Markt- und systemdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung im 
Gesamtsystem simulieren

Versorgungsaufgabe in repräsentativen Verteilnetzen 
bestimmen

Netzausbaubedarf der repräsentativen Verteilnetze unter 
Berücksichtigung netzdienlicher Flexibilitätsnutzung in der 

Planung bestimmen

Netzausbaubedarf und Einschränkungen in der 
Flexibilitätsbewirtschaftung auf das Gesamtsystem skalieren

Markt-, system- und netzdienliche 
Flexibilitätsbewirtschaftung im Gesamtsystem simulieren

Abbildung 3.5: Konzept zur Nutzung von repräsentativen Verteilnetzen und Unter-
suchungsregionen zur Hochrechnung

schritt die Verteilnetze simuliert. Für diese Regionen können der Netzausbaubedarf
sowie die damit verbundenen Netzrestriktionen bestimmt werden. In einem vierten
Schritt können einerseits die Ergebnisse des Netzausbaubedarfs hochgerechnet wer-
den. Andererseits können die Netzrestriktionen skaliert werden, sodass die Einschrän-
kungen in der Flexibilitätsbewirtschaftung im Gesamtsystem als Nebenbedingungen
in die Marktsimulation integriert werden können. Somit kann in diesem letzten fünf-
ten Schritt die markt-, system- und netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung im Ge-
samtsystem bestimmt werden. Die Herausforderung in diesem Vorgehen besteht vor
allem darin, die repräsentativen Verteilnetze zu bestimmen. Für die Auswahl reprä-
sentativer Regionen und zugehöriger Netztopologien existieren bereits Ansätze, die
in der Folge dargestellt werden.
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3.5 Hochrechnung auf Basis ausgewählter repräsentativer Verteilnetze

3.5.1 Existierende Ansätze

Im Großteil der in Abschnitt 3.1 vorgestellten Verteilnetzstudien wird ein flächenba-
sierter Hochrechnungsansatz gewählt, um von ausgewählten repräsentativen Regionen
auf die gesamte Untersuchungsregion zu schließen. Die repräsentativen Regionen sind
dabei stellvertretend für eine Gruppe von Regionen. Da in den Studien der Netzaus-
baubedarf bestimmt wird, müssen die gebildeten Gruppen hinsichtlich ihres Ausbau-
bedarfs homogen sein. Dazu werden die Regionen zunächst Netzgebietsklassen zuge-
ordnet, um grundsätzlich ähnliche Netztopologien in den Gruppen voraussetzen zu
können. Da der Netzverstärkungsbedarf abhängig von der maximalen Belastung der
Betriebsmittel ist, werden die Gruppen anschließend hinsichtlich ihrer Versorgungs-
aufgabe gruppiert. Ansätze zur Gruppenbildung dieser zwei Aspekte, Netzbelastung
und Netztopologien, werden in der Folge getrennt von einander vorgestellt und im
Hinblick auf die Aufgabenstellung der vorliegenden Arbeit diskutiert.

Regionen mit ähnlicher Netzbelastung
Als Kriterium für die Netzbelastung wird in den Verteilnetzstudien die installierte
Leistung dezentraler Erzeugungsanlagen sowie von Lasten ausgewählt. Dies begrün-
det sich darin, dass eine ähnliche maximale Netzbelastung in den auslegungsrelevan-
ten Netznutzungsfällen zu erwarten ist, wenn die Dichte der dezentralen Erzeuger
und Lasten gleichartig ist. Die Folge ist daher ein vergleichbarer Netzverstärkungs-
bedarf für die Netze der Gruppe. Der Zeitpunkt des Auftretens der Netzbelastung
ist bei diesem Anwendungsfall nicht relevant und wird daher auch nicht berücksich-
tigt. In der vorliegenden Arbeit ist für die Gruppenbildung von Regionen jedoch eine
gleichartige Versorgungsaufgabe, die definitionsgemäß auch den zeitlichen Verlauf des
Anschlussverhaltens von Anlagen umfasst, notwendig. Ein Überblick über Verfahren
zum Clustern von Zeitreihen wird in [135] gegeben. Ein Anwendungsfall einer zeitrei-
henbasierten Clusteranalyse besteht in der Identifikation von Regionen mit ähnlichen
Wetterverhältnissen zur Abschätzung der Einspeisung aus erneuerbaren Energien. In
[136] wird Deutschland in 78 Regionen mit ähnlichem Windenergie-Einspeiseverhalten
und 21 Regionen mit ähnlichem zeitlichen Verlauf der PV-Einspeisung unterteilt. Das
zeitliche Verhalten dieser Anlagen allein ermöglicht jedoch keinen Rückschluss auf die
Belastung der Verteilnetze.
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Repräsentative Netztopologien
Da für wissenschaftliche Untersuchungen oftmals reale Netzdaten fehlen oder nur
für einen Teil des Untersuchungsraumes vorliegen, existieren viele Vorarbeiten zur
Auswahl oder synthetischen Erzeugung repräsentativer Netztopologien. In [137] wird
eine Vielzahl international genutzter Testnetze vorgestellt. Diese erheben jedoch nicht
den Anspruch im Rahmen einer Hochrechnung repräsentativ für Regionen oder Sied-
lungstypen zu stehen, sondern dienen als Vergleichsgrundlage für neu entwickelte
Algorithmen für Betrieb oder Planung.

Eine weitere Vergleichsgrundlage für unterschiedliche Spannungsebenen wurde im
Forschungsprojekt SimBench geschaffen und veröffentlicht [138]. Die Herangehenswei-
se zur Erzeugung der Modelle unterscheidet sich in den Spannungsebenen, zudem wird
keine Aussage zu einer möglichen Hochrechnung der verwendeten Modelle getätigt.
Für die NS werden sechs auf Basis von OpenStreetMap-Daten synthetisch erzeug-
te Netzmodelle präsentiert. Die Netze weisen 40 (LV rural 2) bis 63 Hausanschlüsse
(LV urban 6) pro Leitungskilometer aus. In der Realität werden bei der Bundesnetz-
agentur im Monitoringbericht für das Jahr 2022 1,27 Mio. Leitungskilometer für die
NS gemeldet ([139]) und die Anzahl der Wohngebäude, die mit den Hausanschlüssen
gleichgesetzt werden können, beträgt etwa 19,5 Millionen [140]. Somit ergibt sich in
der Realität eine gemittelte Anzahl von etwa 15,4 Hausanschlüssen pro Leitungskilo-
meter. Demnach ist keine Kombination von SimBench-NS-Netzen aufzufinden, wel-
che diese Anforderung erfüllen. 9 Diese im Vergleich zur Realität erhöhte Dichte von
Hausanschlüssen pro Leitungskilometer ist mit dem gewählten Greenfield-Ansatz zu
erklären, welcher davon ausgeht, dass die zum Zeitpunkt der Erstellung der Netzda-
ten vorhandenen Gebäude mit maximaler Effizienz mit Leitungen verbunden werden.
So wird bspw. auch der Ortsnetztransformator im verwendeten Tool OSMoGrid op-
timal platziert und historisch gewachsene Strukturen werden vernachlässigt. In [141]
wird ebenfalls ein auf OpenStreetMap-Daten basierender Ansatz zur Netzgenerie-
rung vorgestellt. Dort wird unter anderem festgestellt, dass die Abbildung des heu-
tigen Netzmengengerüstes verbessert werden kann, wenn bspw. beidseitig in Straßen
verlegte Kabel berücksichtigt werden. Diese Schlussfolgerung deckt sich mit der am
SimBench-Datensatz getätigten Feststellung, dass Greenfield-Ansätze die Leitungs-
längen tendenziell unterschätzen. Ein ähnlicher Ansatz zur Erzeugung von Netzdaten

9Das Netz LV rural 1 weist fünf Hausanschlüsse pro Leitungskilometer auf, aber verfügt über
nur drei Haushaltsanschlüsse und zehn landwirtschaftliche Lastknoten. Daher wird es nicht als
realitätsnah erachtet, dass dieses Netz so häufig in Deutschland verortet wird, wie es notwendig
wäre, um das angestrebte Verhältnis aus Leitungslänge und Anschlussknoten zu erhalten.
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3.5 Hochrechnung auf Basis ausgewählter repräsentativer Verteilnetze

wird in [142] präsentiert. Neben der idealisierten Verbindung von Knoten werden zu-
dem nur drei Netzklassen genutzt und es findet kein Vergleich mit realen Netzdaten
statt. [143] schließt diese Lücke und vergleicht ein erstelltes synthetisches Netz mit
einem realen Netz und kommt zu zufriedenstellendem Ergebnis. Eine allgemeingül-
tige Validierung findet jedoch nicht statt. Für die Anzahl der zu berücksichtigenden
Netzklassen in der NS wird in [144] ein Ansatz gewählt, der auf Siedlungstypologien
beruht. Allerdings findet auch hier eine ideale Verortung von Netzknoten statt, sodass
die erzeugten Netztopologien nicht direkt hochgerechnet werden können. Die Reprä-
sentativität von HS- und MS-Netzen ist stark von den unterlagerten Netzebenen ab-
hängig. Dies begründet sich bspw. darin, dass bei einer nicht repräsentativen Anzahl
von Verbrauchern an einem Ortsnetztransformator auch die Anzahl der Knoten im
MS-Netz beeinflusst wird. Aufgrund der dargestellten Wechselwirkung wird daher an
dieser Stelle auf eine Beschreibung öffentlich verfügbarer HS- und MS-Netztopologien
verzichtet.

3.5.2 Entwicklungsbedarf

Die Anforderung, Regionen mit einer zeitpunktscharfen ähnlichen Netzbelastungs-
situation in einem Betrachtungszeitraum zu gruppieren, erfordert eine Kombination
und Weiterentwicklung der dargestellten Methoden. Die grundsätzliche Herangehens-
weise zum Auffinden von Regionen mit ähnlicher Netzbelastung aus den Verteilnetz-
studien kann dabei beibehalten werden, sollte aber um die Berücksichtigung des zeit-
lichen Verhaltens ergänzt werden.

Verfügbare öffentliche Netzmodelle und Methoden zur Erzeugung von Netztopolo-
gien weisen hinsichtlich der Repräsentativität zu starke Vereinfachungen auf. Es ist
somit eine Methode zu entwickeln, die es ermöglicht, repräsentative Netztopologien
zu finden.
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3 Präzisierung des Modellierungsbedarfs

Entwicklungsbedarf zur Hochrechnung auf Basis ausgewählter re-
präsentativer Verteilnetze

A 4.1) Es muss eine Methode entwickelt werden, die es ermöglicht Regionen zu
identifizieren, die eine ähnliche Versorgungsaufgabe, entsprechend der
Definition in dieser Arbeit, aufweisen. Somit ist ein zeitreihenbasiertes
Clustern der Netzbelastung durchzuführen.

A 4.2) Es müssen repräsentative Netztopologien identifiziert oder erstellt wer-
den. Existierende öffentliche NS-Netzmodelle sind bei einer Hochrech-
nung, die auf Anschlussknoten basiert, hinsichtlich resultierender Lei-
tungslänge nicht exakt genug.

3.6 Rückblick und Verbindung zu nachfolgenden
Kapiteln

In diesem Kapitel wurde der Modellierungsbedarf präzisiert. Dazu wurde die Aufga-
benstellung zunächst in vier Teilaufgaben aufgegliedert. Anschließend wurde für diese
Teilaufgaben der Stand der Forschung dargestellt, um aufbauend darauf den Ent-
wicklungsbedarf zu identifizieren. Im Zuge dessen wurden bereits erste methodische
Ansätze hergeleitet, die im Folgenden in Module der zu entwickelnden Simulationsum-
gebung überführt werden können. Die entwickelten Module der Simulationsumgebung
werden im nachfolgenden Kapitel vorgestellt.
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Auf Grundlage der in Kapitel 3 definierten Teilaufgaben und vorgestellten konzeptio-
nellen Ansätze wird in diesem Kapitel die entwickelte Simulationsumgebung erläutert.
Zunächst wird ein Überblick über die Simulationsumgebung gegeben. Anschließend
werden die einzelnen Module in Unterkapiteln detailliert vorgestellt.

4.1 Übersicht der Simulationsumgebung

Die zu entwickelnde Simulationsumgebung muss die definierten Teilaufgaben erfüllen,
um in Summe die zentrale Forschungsfrage beantworten zu können. Die entwickelte
Simulationsumgebung und ihre Module sind in Abbildung 4.1 dargestellt.

Im ersten Schritt wird eine fundamentale Marktsimulation durchgeführt, um den
Anlageneinsatz im Gesamtsystem zu bestimmen. Dieses Modul wird so ausgestal-
tet, dass die markt- und systemdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung ermittelt wird.
Die Ergebnisse dieses Moduls enthalten somit einerseits die Gesamtsystemkosten oh-
ne Verteilnetzberücksichtigung und andererseits aggregierte Einsatzzeitreihen für die
berücksichtigten Anlagen(typen).

Die erzeugten Einsatzzeitreihen werden im zweiten Modul auf Einzelanlagen in reprä-
sentativen Verteilnetzen der NS, MS und HS disaggregiert. Dazu werden in diesem
Modul zunächst repräsentative Regionen und Netztopologien identifiziert. Eine Anla-
genverortung in den jeweiligen Netztopologien erfolgt im Anschluss. Folglich ist nach
Abschluss der Disaggregation die Versorgungsaufgabe, also die Anlagenverortung und
das zeitliche Anlagenverhalten für die repräsentativen Verteilnetze, definiert.

Die Beschreibung der Versorgungsaufgabe wird im darauf folgenden Modul genutzt,
um für alle repräsentativen Verteilnetze den Netzausbaubedarf zu bestimmen. Dabei
kann über Parameter vorgegeben werden, wie viel netzdienliche Flexibilitätsnutzung
in der Planung berücksichtigt wird. Wenn das Netz mit netzdienlicher Flexibilitäts-
nutzung in der Planung engpassfrei ist, bedeutet dies, dass bei einer unveränderten
Versorgungsaufgabe ohne netzdienliche Flexibilitätsnutzung (disaggregierte markt-
und systemdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung) Grenzwertverletzungen auftreten
können. Daher werden die Netzrestriktionen bezogen auf diese Einsatzzeitreihen im
vierten Modul bestimmt.
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Markt- und systemdienlichen 
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Abbildung 4.1: Übersicht der Module der Simulationsumgebung
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4.2 Bestimmung des markt- und systemdienlichen Anlageneinsatzes

Nach erfolgter Ausbausimulation stehen für die repräsentativen Verteilnetze zusätz-
lich die Verteilnetzausbaukosten in Abhängigkeit der netzdienlichen Flexibilitätsnut-
zung in der Planung zur Verfügung.

Um die Auswirkungen der netzdienlichen Flexibilitätsnutzung in der Planung wirt-
schaftlich bewerten zu können, werden die Netzrestriktionen der Verteilnetze zunächst
aggregiert und in der Folge als Nebenbedingung in der fundamentalen Marktsimula-
tion berücksichtigt.

Im letzten Modul werden diese Nebenbedingungen schließlich genutzt, um die markt-,
system- und netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung zu bestimmen.

Mit dieser Simulationsumgebung können somit die Verteilnetzausbaukosten bei va-
riierter netzdienlicher Flexibilitätsnutzung in der Planung, sowie die aus der netz-
dienlichen Flexibilitätsbewirtschaftung resultierenden Mehrkosten im Gesamtsystem
bestimmt werden. Durch unterschiedliche Parametrierung der vorausgesetzten netz-
dienlichen Flexibilitätsnutzung in der Planung können Erkenntnisse zur Sinnhaftigkeit
der netzdienlichen Flexibilitätsbewirtschaftung erlangt werden und somit die zentra-
le Forschungsfrage beantwortet werden. In den folgenden Unterkapiteln werden die
einzelnen Module der Untersuchungsmethode detailliert vorgestellt.

4.2 Bestimmung des markt- und systemdienlichen
Anlageneinsatzes

Der markt- und systemdienliche Anlageneinsatz wird mit MILES (siehe Unterab-
schnitt 3.2.2) bestimmt. Grundsätzlich sind zur Verortung von dezentralen Flexibili-
tätsoptionen und zur Simulation des markt- und systemdienlichen Verhaltens keine
Anpassungen in MILES notwendig. Da die Ergebnisse in Form von Einsatzzeitrei-
hen jedoch disaggregiert werden müssen und einzelnen Anlagen(typen) zugewiesen
werden, wird eine Unterscheidung bei PV-Anlagen in Dach- und Freiflächenanlagen
vorgenommen, sowie die Wärmepumpen-Verortung angepasst.

Regionalisierung von PV-Anlagen
Zur Unterscheidung in PV-Dach- und PV-Freiflächen-Anlagen wird methodisch ana-
log zum Netzentwicklungsplan verfahren und das Verhältnis der Zubau-Leistungen
als Eingangsparameter vorgegeben. αDach entspricht dabei dem Leistungsanteil von
PV-Dachanlagen an der gesamten PV-Zubauleistung. Der resultierende Regionalisie-
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4 Entwicklung der Simulationsumgebung

rungsfaktor fReg,PV
r,ges für PV-Anlagen ohne Unterscheidung des Anlagentypens in einer

Region r ergibt sich somit zu:

fReg,PV
r,ges = αDach · fReg,PV

r,Dach + (1 − αDach) · fReg,PV
r,Frei (4.1)

Der Regionalisierungsfaktor für PV-Dachanlagen orientiert sich unverändert an der
Anzahl der Ein- und Zweifamilienhäuser der Regionen [76]. Die Regionalisierungsfak-
toren von PV-Freiflächenanlagen orientieren sich im Netzentwicklungsplan sowohl an
der landwirtschaftlichen Fläche als auch an der Verkehrsfläche:

fReg,PV
r,Frei = gPV

LW · fReg,PV
r,Frei,LW + gPV

V · fReg,PV
r,Frei,V (4.2)

Der resultierende Regionalisierungsfaktor fReg,PV
r,Frei entspricht der gewichteten Summe

der separaten Regionalisierungsfaktoren für Verkehrs- bzw. landwirtschaftlich genutz-
te Fläche. Der Gewichtungsfaktor für Verkehrsflächen, gPV

V , beträgt dabei im Netz-
entwicklungsplan 2

3 und für landwirtschaftlich genutzte Flächen 1
3 . Die Bestandteile

des Regionalisierungsfaktors ergeben sich auf Basis der Flächenanteile der Regionen
nach

fReg,PV
r,Frei,LW = ALW

r
ALW

ges
(4.3)

und
fReg,PV
r,Frei,V = AV

r
AV

ges
. (4.4)

Somit steht für alle Regionen der Zubau für PV-Dach- und PV-Freiflächenanlagen
separat zur Verfügung.

Regionalisierung von Wärmepumpen
Die Verortung der Wärmepumpen erfolgt nach [145] in MILES gleichverteilt über alle
Gebäudetypen. Aufgrund von Durchmischungseffekten sind die Folgen dieser Verein-
fachung auf aggregierter Ebene im Übertragungsnetz vernachlässigbar. In NS-Netzen
und Regionen mit wenigen Haushalten ist diese Vereinfachung jedoch nicht zulässig,
da sie zu unplausiblen Wärmepumpenleistungen pro Netzknoten führen kann. Daher
wird die Verortung der Wärmepumpen angepasst und eine iterative Zuweisung von
Wärmepumpen vorgenommen. Dabei werden WEH anhand ausgewählter Eigenschaf-
ten priorisiert ausgewählt. Die drei genutzten Unterscheidungsmerkmale von WEH
sowie die Auswahlreihenfolge sind in Abbildung 4.2 visualisiert.
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Keine Fernwärme

≤ 𝑛𝑛maxWEH in 
Gebäude

Anzahl Wärmepumpen überregional 𝑛𝑛gesWP

Informationen zu Gebäudetypen in Regionen

Priorisierungsliste für Wohneinheiten erstellen

Fernwärme

> 𝑛𝑛maxWEH in 
Gebäude

≤ 𝑛𝑛maxWEH in 
Gebäude

> 𝑛𝑛maxWEH in 
Gebäude

Effizienz Effizienz Effizienz Effizienz

Priorisierte Auswahl bis 𝑛𝑛gesWP erreicht ist

Wohneinheiten mit Wärmepumpe(n)

1. 2. 3. 4.

Abbildung 4.2: Methode zur Auswahl von WEH, die Wärmepumpen erhalten

Es wird davon ausgegangen, dass zunächst Haushalte mit Wärmepumpen bestückt
werden, die keinen Anschluss an ein Fernwärmenetz aufweisen. In der resultierenden
Menge von WEH können über den Parameter nWEH

max bevorzugt WEH mit Wärme-
pumpen ausgerüstet werden, die sich in einem Gebäude mit vergleichsweise weni-
gen WEH befinden. Diese Annahme ist sinnvoll, wenn davon ausgegangen wird, dass
Mehrfamilienhäuser (MFH) oftmals im Verhältnis zur beheizten Fläche weniger Raum
für Flächenkollektoren oder Erdsonden aufweisen als Einfamilienhäuser (EFH). Auch
die Außengeräte für Luft-Wasser-Wärmepumpen haben einen Platzbedarf, der je nach
spezifischen räumlichen Gegebenheiten ggf. bei MFH nicht vorhanden ist. Der spezifi-
sche Raumwärmebedarf ist die letzte Eigenschaft, die zur Priorisierung herangezogen
wird. Es wird davon ausgegangen, dass zunächst effiziente WEH mit Wärmepumpen
ausgestattet werden. Sind bereits alle WEH in Gebäuden ohne Fernwärmeanschluss
und maximal nWEH

max WEH mit Wärmepumpen ausgerüstet, so werden als nächsten
WEH ohne Fernwärmeanschluss ausgerüstet, die eine hohe Effizienz aufweisen, aber
über mehr als nWEH

max WEH im Gebäude verfügen. Wenn die priorisierte Liste der WEH
vorliegt, werden solange Wärmepumpen zugewiesen, bis die Anzahl der Wärmepum-
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4 Entwicklung der Simulationsumgebung

pen im vorgegebenen Szenario, nWP
ges , erreicht ist. Im Falle einer extremen Vorgabe

durch das Szenario können auch WEH mit Fernwärmeanschluss auf Wärmepumpen
umgerüstet werden, wenn bereits allen WEH ohne Fernwärmeanschluss Wärmepum-
pen zugewiesen worden sind. In der Anwendung kann auf diese Weise die Anzahl der
Wärmepumpen für die WEH der Regionen bestimmt werden.

Markt- und Übertragungsnetzsimulation
Die Markt- und Übertragungsnetzsimulation in MILES wird zur Simulation der markt-
und systemdienlichen Flexibilitätsbewirtschaftung herangezogen. Die fundamentale
Marktsimulation liefert aggregierte Anlagenfahrpläne, die der marktdienlichen Flexi-
bilitätsbewirtschaftung entsprechen. Zusätzlich wird durch Regelleistungsvorhaltung
bereits ein Teil der systemdienlichen Flexibilitätsbewirtschaftung in der Marktsimula-
tion berücksichtigt. Das Modul der Übertragungsnetzsimulation ermöglicht die Ablei-
tung des Redispatchbedarfs für das Übertragungsnetz. Bei der Redispatchsimulation
werden auch im Verteilnetz verortete flexible Anlagen berücksichtigt, sodass die Ag-
gregation von Anlagen ggf. pro Übertragungsnetzknoten erfolgt. Nach Anwendung
der Markt- und Übertragungsnetzsimulation stehen somit markt- und systemdienli-
che Anlageneinsatzzeitreihen in aggregierter Form zur Verfügung.

4.3 Übergang auf Verteilnetzebene

Im vorigen Modul wird der Anlageneinsatz aggregiert für eine Gebotszone bestimmt.
Das in diesem Unterkapitel beschriebene Modul erzeugt rechenfähige Verteilnetze,
in denen die Anlagen der Gebotszone verortet sind. Dazu wird zunächst eine Me-
thode präsentiert, die dazu dient repräsentative Verteilnetztopologien entsprechend
A 4.2 auszuwählen. Anschließend wird vorgestellt, wie Einzelanlagen auf Grundlage
der aggregierten Informationen in den Verteilnetztopologien verortet werden und wie
deren Verhalten über eine Zeitreihe beschrieben wird (vergleiche A 1.1 und A 1.2).
Da eine Gebotszone eine Vielzahl heterogener Regionen aufweist, jedoch Subzonen
ggf. homogene Eigenschaften aufweisen, wird im vierten Schritt eine Methode zum
Auffinden repräsentativer Regionen erläutert (vergleiche A 4.1). Die repräsentativen
Regionen können in der Anwendung einzelnen Gemeinden entsprechen, deren Be-
rechnungsergebnisse auf weitere Gemeinden mit ähnlichen Eigenschaften übertragen
werden können. Als Bindeglied zum Folgemodul, der Netzausbausimulation für ein
Zukunftsszenario, wird vorgestellt, wie die erzeugten Verteilnetze in Abhängigkeit des
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aktuellen Anlagenbestands einer Region verstärkt werden können, um die tatsächliche
Netztopologie adäquat abzubilden. Diese Verstärkung ist notwendig, falls die aktu-
ell angeschlossenen Anlagen in einer Region bereits Netzrestriktionen verletzen und
somit davon auszugehen ist, dass der Netzbetreiber dieses Netz im Vergleich zu den
genutzten Eingangsdaten bereits verstärkt hat.

4.3.1 Identifikation repräsentativer Verteilnetztopologien

In Unterabschnitt 3.5.2 wurde die Motivation zur Erstellung repräsentativer Netzto-
pologien dargelegt und eine Forschungslücke identifiziert. Reale Netztopologien ver-
schiedener Regionen variieren unter anderem aufgrund unterschiedlicher geographi-
scher oder städtebaulicher Gegebenheiten sowie durch historische Entwicklungen und
abweichende Planungsgrundsätze unterschiedlicher Netzbetreiber. Folglich müssen ei-
nerseits Netztopologien identifiziert werden, die diese Heterogenität in ausreichendem
Maße widerspiegeln, andererseits muss sichergestellt werden, dass eine Hochrechnung
sinnvoll möglich ist. Dies führt auf die folgenden Anforderungen an die zu bestim-
mende Menge repräsentativer Verteilnetztopologien:

• In Summe muss eine vorgegebene Leitungslänge erreicht werden, die bspw. der
Bestandslänge der jeweiligen Spannungsebene entspricht.

• Die Summe der Netzknoten und ihre beschreibenden Eigenschaften müssen
hochgerechnet werden können. Beispielsweise muss in der NS in Summe die
reale Anzahl der versorgten EFH, MFH und WEH erreicht werden.

• Die Netztopologien müssen repräsentative Betriebsmittel enthalten.

• Die Netztopologien müssen die geographische Heterogenität adäquat abbilden.
Beispiele sind die räumliche beziehungsweise elektrische Distanz zwischen Netz-
knoten, sowie die Art des Knotens (Haushalt, Gewerbe).

• Die Netztopologien müssen die üblichen Planungs- und Betriebsgrundsätze der
jeweiligen Spannungsebene entsprechend Unterabschnitt 2.1.3 widerspiegeln.

• Um eine Hochrechnung im Zusammenspiel mit regionalisierten Anlagen zu er-
möglichen, muss die Anzahl der verschiedenen Netztopologien pro Region (bspw.
Gemeinde) bestimmt werden.

Die aufgeführten Anforderungen sind zu Teilen auch abhängig von der betrachte-
ten Spannungsebene, daher werden separate Methoden zur Auswahl repräsentativer
Netztopologien entwickelt.
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Methode zur Bestimmung repräsentativer NS-Netztopologien
Die NS weist im Regelfall das kleinste Versorgungsgebiet der betrachteten Span-
nungsebenen auf, und daher kommt es im Versorgungsgebiet einer NS-Netztopologie
zu vergleichsweise geringen Durchmischungseffekten. Dies impliziert einerseits eine
relativ ausgeprägte Homogenität einer einzelnen NS-Netztopologie, andererseits eine
starke Heterogenität beim Vergleich räumlich getrennter NS-Netze. Zur Berücksich-
tigung verschiedener struktureller Einflussfaktoren, wie Bebauungsdichte oder Art
angeschlossener Netzkunden, wird die Definition von Typologien, welche Siedlungs-
typen beschreiben, aus [144] und [146] aufgegriffen. Die Typologien, bzw. Siedlungsty-
pen, werden exemplarisch als „Freistehende Gebäude“, oder „Hauptsächlich Ein- und
Zweifamilienhäuser“, bezeichnet. Eine vollständige Übersicht der Typologien kann
[144] entnommen werden. Die in dieser Arbeit genutzten Typologien werden darüber
hinaus im Anwendungskapitel beschrieben. Die entwickelte Methode besteht aus vier
Schritten, die nachfolgend erläutert werden:

1. Regionen einer Regionenklasse zuordnen

2. Regionenklassen als Typologie-Zusammensetzung beschreiben

3. Gegebene Netztopologien jeweils einer Typologie zuordnen

4. Für alle Regionen mittels Optimierung die Anzahl der jeweiligen Netztopologien
bestimmen

Im ersten Schritt wird jede Region einer Regionenklasse zugeordnet. Auf diese Wei-
se wird die Problemkomplexität reduziert, da die Zusammensetzung der Typologien
somit nicht für alle Regionen bestimmt werden muss. Bei diesem Vorgehen werden Re-
gionen mit ähnlichen strukturellen Eigenschaften in einer Regionenklasse gruppiert
und die Typologie-Zusammensetzung im zweiten Schritt für ausgewählte Regionen
der Klassen analysiert. Eine für jede Klasse typische Typologie-Zusammensetzung,
die durch Flächenanteile beschrieben wird, wird in der Folge für alle Regionen der
Regionenklasse angenommen. Dieses Vorgehen ist in [144] und [146] anhand deutscher
Gemeinden und Gemeindeklassen beschrieben. Die Zuordnung zu Klassen erfolgt da-
bei anhand der Einwohnerzahl einer Gemeinde.

Im dritten Schritt wird für gegebene Netztopologien bestimmt, welche Typologie
durch sie primär versorgt wird. Dies kann über die Auswertung von Kennzahlen
oder die Analyse von Satellitenbildern erfolgen. Häufig weisen Netztopologien Infor-
mationen zur Art der angeschlossenen Verbraucher auf, sodass für die Knoten die
Anzahl der EFH, MFH und Gewerbe- beziehungsweise landwirtschaftlichen Betrie-
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be zugewiesen werden kann. Zusätzlich kann mittels hinterlegter Lastdaten an den
Knoten die Anzahl der WEH in MFH bzw. die Größe eines Gewerbe- oder landwirt-
schaftlichen Betriebs abgeschätzt werden. Dadurch kann bspw. entschieden werden,
ob hauptsächlich EFH und MFH im Netzgebiet verortet sind oder ob die Netzto-
pologie eine Region mit ausgeprägter Blockbebauung versorgt. Mit Hilfe von Ab-
gangslängen und Abständen zwischen angeschlossenen Verbrauchern können weitere
Rückschlüsse gezogen werden. So sind die Distanzen zwischen den Knoten in einer
Dorfbebauung größer als bspw. in der Altstadt. Es ist anzumerken, dass die Zuord-
nung einer Netztopologie zu einer Typologie nur eine Näherung ist, da eine komplett
homogene Versorgungssituation einer NS-Netztopologie nicht zwangsläufig gegeben
ist. Dennoch stehen nach diesem dritten Schritt nun die in Tabelle 4.1 exemplarisch
dargestellten Informationen für Netztopologien zur Verfügung:

Tabelle 4.1: Exemplarische aggregierte Daten zweier NS-Netze und Zuordnung zur
zugehörigen Typologie

Netz-ID Anzahl
EFH

Anzahl
MFH

Anzahl
WEH

Anzahl
Gewerbe

Gesamtlänge
Leitungen in km Typologie

NS1_Bsp 10 20 55 5 1,8 T2
NS2_Bsp 50 4 60 8 4,1 T3

Das Netz NS1_Bsp wird aufgrund der Anzahl der WEH und moderaten Leitungslänge
der Typologie 2, Hauptsächlich EFH und ZFH, zugewiesen. Das Netz NS2_Bsp weist
eine verhältnismäßig große Leitungslänge und hohe Durchdringung von EFH, sowie
von Gewerbe bzw. landwirtschaftlichen Betrieben auf und wird der Dorfbebauung
(Typologie 3) zugeteilt.

Diese Informationen werden auch im vierten Schritt genutzt, in dem die Verteilung
von Netztopologien in allen Regionen optimiert wird. Um die Anzahl der unterschied-
lichen Netztopologien in jeder Region zu bestimmen, wird ein Optimierungsproblem
formuliert:

min
(︂
sNS

1 · |∆LNS,Ltg
ges | + sNS

2 · |∆nEFH
ges | + sNS

3 · |∆nMFH
ges | + sNS

4 ·
∑︂
r∈R

|∆nEFH
r |

+sNS
5 ·

∑︂
r∈R

|∆nMFH
r | +

∑︂
r∈R

∑︂
ψ∈Ψ

sNS
6,ψ · |∆nGeb

r,ψ | + sNS
7 · |∆nNS,Netz

ges |
)︂ (4.5)

Das Ziel der Optimierung besteht darin, die in Gleichung 4.5 formulierten und mit den
Faktoren sNS

1 bis sNS
7 gewichteten absoluten Abweichungen von vorgegebenen Sollwer-
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ten zu minimieren, die sich bei der Verteilung der Netztopologien in den Regionen
einstellen. Dabei wird zwischen einer makroskopischen, also globalen, und einer mi-
kroskopischen, regionalen Ebene unterschieden. ∆LNS,Ltg

ges stellt die Abweichung der
summierten Leitungslänge von einem vorgegebenen Sollwert für den gesamten Be-
trachtungsbereich dar. Der gesamte, also globale, Betrachtungsbereich kann bspw.
einer Gebotszone entsprechen. ∆nEFH

ges und ∆nMFH
ges geben die Abweichung in der An-

zahl der EFH respektive MFH im gesamten Betrachtungsbereich an. Ebenso wird
auf regionaler Ebene die jeweilige Abweichung vom Sollwert der Anzahl der EFH
bzw. MFH durch die Variablen ∆nEFH

r und ∆nMFH
r für die Menge aller Regionen R

berücksichtigt. Eine exemplarische Auflösung für diese regionalen Vorgaben ist die
gemeindescharfe Sollwert-Vorgabe. Für die regionale Auflösung ist ferner die Berück-
sichtigung der Typologien ψ aus der Menge aller Typologien Ψ nötig. Dazu wird die
Abweichung in der Anzahl der Wohngebäude ∆nGeb

r,ψ pro Region r und Typologie ψ
summiert. Die Gebäude ergeben sich dabei aus der Summe von EFH und MFH in
der Region und Typologie. Falls die Anzahl der Gebäude pro Typologie nicht in den
Eingangsdaten verfügbar ist, kann angenähert werden, dass die Gebäudeverteilung in
den Typologien den Flächenanteilen, die im zweiten Schritt für die Regionenklassen
ermittelt werden, folgt. Zuletzt wird die Anzahl der insgesamt in allen Regionen ver-
orteten Netze nNS,Netz

ges als Abweichung von einem Sollwert gewichtet mit sNS
7 in die

Straffunktion integriert.

Die jeweiligen Abweichungen von den vorgegebenen Sollwerten ergeben sich durch
die Wahl der Entscheidungsmatrix Υ. Diese Matrix enthält die Anzahl einer jeden
Netztopologie für jede Region aus R und hat entsprechend die Dimension |R| × |Γ|,
wobei Γ die Menge aller in der Optimierung zu berücksichtigenden Netztopologien
ist. Durch Multiplikation mit den in Tabelle 4.1 dargestellten Eigenschaften einer
Netztopologie ergeben sich die Anzahl der EFH, MFH und Leitungskilometer in jeder
Region und Typologie. Für alle Elemente υr,γ aus Υ gilt die Nebenbedingung

υr,γ ≥ 0 ∀ r ∈ R,γ ∈ Γ. (4.6)

Zudem wird über weitere Nebenbedingungen auch der maximale Anteil αNS
max einer

Netztopologie γ an den Leitungskilometern aller Netze einer Typologie MNetze
ψ ein-

gebracht:

LLtg
γ ·

∑︂
r∈R

υr,γ ≤ αNS
max ·

⎛⎜⎝ ∑︂
o∈MNetze

ψ

∑︂
r∈R

LLtg
o · υr,o

⎞⎟⎠ (4.7)
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Auf diese Weise kann verhindert werden, dass nur unerwünscht wenige Netztopo-
logien pro Typologie genutzt werden. Das Ergebnis der Optimierung liefert folglich
die Anzahl der jeweiligen Netztopologien aus Γ in allen Regionen R, die sowohl für
die Regionen als auch für die gesamte Untersuchungsregion die definierten Sollwert-
Abweichungen minimieren.

Methode zur Bestimmung repräsentativer MS-Netztopologien
Der methodische Ansatz zur Bestimmung repräsentativer MS-Netztopologien ent-
spricht im Grundsatz der beschriebenen Methode zur Auswahl repräsentativer NS-
Netztopologien. Auch hier besteht das Ziel darin, Sollwerte für die Summe aller Regio-
nen, wie bspw. die Leitungslänge der MS, zu erreichen. Aufgrund der größeren räum-
lichen Ausdehnung im Vergleich zu NS-Netzen wird jedoch von einem Typologien-
Ansatz abgesehen, da ohnehin von einer stärkeren Durchmischung ausgegangen wer-
den kann. Stattdessen wird der Grad der Verstädterung als Unterscheidungsmerkmal
genutzt. Dabei kann bspw. zwischen ländlichen, halbstädtischen und städtischen Ge-
meinden unterschieden werden. Die entwickelte Methode zur Auswahl repräsentativer
MS-Netze wird in die folgenden Schritte gegliedert:

1. Gemeinden und Netztopologien ihrem Verstädterungsgrad zuordnen

2. Für die Gemeinden mittels Optimierung die Anzahl der jeweiligen MS-Netztopo-
logien bestimmen

3. Gemeinden verschmelzen, bis vollständige MS-Netze entstehen; Dabei die im
zweiten Schritt ausgewählten Netztopologien mit ihrer Auftrittswahrscheinlich-
keit passend zum Verstädterungsgrad verwenden

Im ersten Schritt der Methode werden die Gemeinden ihrem Verstädterungsgrad zu-
geordnet. Als Eingangsdaten dienende Netztopologien können ebenfalls einem Ver-
städterungsgrad zugewiesen werden. Dieser ergibt sich bspw., wenn die durch die
Netztopologie versorgten Gemeinden bekannt sind, oder anhand anderer Eigenschaf-
ten, wie der räumlichen oder elektrischen Distanz zwischen versorgten Ortsnetzsta-
tionen (ONS). In Tabelle 4.2 sind die resultierenden Informationen exemplarisch zu-
sammengefasst:
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Tabelle 4.2: Exemplarische aggregierte Daten zweier MS-Netztopologien und Zuord-
nung zum Verstädterungsgrad

Netz-ID Anzahl
ONS

Gesamtlänge
Leitungen in km

Verstädterungs-
grad

MS1_Bsp 40 85 ländlich
MS2_Bsp 10 30 städtisch

Für jede MS-Netztopologie ist somit die Anzahl der versorgten ONS, die Leitungslän-
ge und der zugeordnete Verstädterungsgrad bekannt. Um aus der Menge der vorliegen-
den Netzdaten die Teilmenge zu identifizieren, die repräsentativ ist, wird ähnlich zur
Methode zum Auffinden repräsentativer NS-Netze eine Optimierung durchgeführt.

min
⎛⎝sMS

1 · |∆LMS,Ltg
ges | + sMS

2 ·
∑︂
λ∈Λ

∑︂
r∈Rλ

|∆nONS
r,λ |

⎞⎠ (4.8)

Das Ziel der Optimierung besteht darin, die Abweichung von einer vorgegebenen
Leitungsgesamtlänge der MS-Netze zu minimieren und zusätzlich für jede Region r

eines Verstädterungsgrades λ aus der Menge aller Verstädterungsgrade Λ die zuge-
hörige Anzahl von ONS, nONS

r,λ , möglichst exakt zu erreichen. Die Anzahl der ONS
pro Region kann dabei bspw. durch die Verteilung der repräsentativen NS-Netze im
vorigen Schritt bestimmt werden. Die Strafterme können mit Hilfe der Eigenschaf-
ten der MS-Netztopologien in Abhängigkeit der Entscheidungsvariablen, analog zum
Vorgehen bei NS-Netztopologien, bestimmt werden.

Als Nebenbedingung gilt analog zu Gleichung 4.6, dass die Anzahl eines Netzes grö-
ßer gleich null sein muss. Zusätzlich können optional Nebenbedingungen eingebracht
werden, die sicherstellen, dass mehr als eine MS-Netztopologie pro Verstädterungs-
grad verortet wird. Dies erfolgt bspw. durch Vorgabe eines maximalen Anteils an der
gesamten Leitungslänge eines Verstädterungsgrades analog zu Gleichung 4.7 . Die
Optimierung kann genutzt werden, um möglichst repräsentative Netztopologien zu
identifizieren, die grundsätzlich in der Lage sind, die geforderten Eigenschaften abzu-
bilden. Jedoch können Regionen so klein ausfallen, dass kein vollständiges MS-Netz
notwendig ist, um sie zu versorgen. Daher werden im dritten Schritt Nachbarregionen
verschmolzen, bis ein vollständiges MS-Netz entsteht. Der methodische Ablauf des
Verschmelzens zu einer Regionengruppe, die mindestens ein vollständiges MS-Netz
enthält, ist in Abbildung 4.3 dargestellt.
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Veränderung 
Verstädterungsgrad?

Bestimme dominierenden Verstädterungsgrad 
der Regionengruppe

Ziehe zufällige Netztopologie des 
Verstädterungsgrades

Regionengruppe vollständig:
MS-Netztopologie bestimmt, die die 

Regionengruppe versorgt

nein

ja

ja

nein

• Verschmelze Nachbarregion (anteilig) mit 
Regionengruppe

• Erhöhe 𝑛𝑛aktuellONS entsprechend

• Erstelle neue Regionengruppe, bestehend 
aus einer Region 𝑟𝑟

• Setze 𝑛𝑛aktuellONS auf  𝑛𝑛𝑟𝑟ONS

<

𝑛𝑛minONS

𝑛𝑛aktuell
ONS < 𝑛𝑛minONS ?

Abbildung 4.3: Methode zur Zuweisung von MS-Netztopologien zu Regionen

Startpunkt des methodischen Ansatzes ist die zufällige Auswahl einer Region, die
kein vollständiges MS-Netz enthält. Für diese Region wird eine neue Regionengruppe
gebildet. Da die Anzahl der ONS der Region bekannt ist, wird die Anzahl der ONS
in der Regionengruppe nONS

aktuell entsprechend initialisiert. Anschließend wird für die
Regionengruppe der dominierende Verstädterungsgrad bestimmt. Der dominierende
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Verstädterungsgrad der Regionengruppe entspricht somit zunächst dem Verstädte-
rungsgrad der Startregion. Es wird dabei für alle ONS der Region der entsprechende
Verstädterungsgrad zugewiesen. Wenn die Region eine Gemeinde darstellt, kann der
Verstädterungsgrad bspw. aus dem Gemeindeverzeichnis übernommen werden.

Im initialen Fall verändert sich somit der Verstädterungsgrad von einem unbestimm-
ten Status auf den Verstädterungsgrad der Startregion. Daher wird eine zufällige
MS-Netztopologie, die dem Verstädterungsgrad zugeordnet ist, gezogen und somit
die Anzahl der minimal notwendigen ONS zur Erstellung eines vollständigen MS-
Netzes festgelegt. Bei der Ziehung der Netztopologie wird dabei die Gewichtung des
Optimierungsergebnisses aus Gleichung 4.8 genutzt. Wenn die Anzahl der ONS in der
Regionengruppe nicht ausreicht, um ein vollständiges MS-Netz zu bilden, wird eine
Nachbarregion mit der Regionengruppe verschmolzen. Dabei werden Nachbarregionen
mit einer geringen Anzahl von ONS bevorzugt. Zudem werden nur Nachbarregionen
genutzt, die selbst nicht Teil einer bereits gebildeten Regionengruppe sind. Im Falle
einer Verschmelzung wird nONS

aktuell der Regionengruppe entsprechend um die Anzahl
der ONS der Nachbarregion erhöht. Anschließend wird der dominierende Verstäd-
terungsgrad der vergrößerten Regionengruppe bestimmt. Dabei wird die Anzahl der
ONS pro Verstädterungsgrad summiert und der Verstädterungsgrad mit der höchsten
Anzahl als dominierend gesetzt. Im Falle einer Veränderung des Verstädterungsgra-
des wird erneut eine Netztopologie gezogen und nONS

min aktualisiert. Das Verschmelzen
wird solange wiederholt, bis eine vollständige Regionengruppe gebildet ist, also bis
nONS

min mindestens erreicht wurde. Falls diese Methode nicht zum Erfolg führt, da nur
noch Nachbarregionen zur Verfügung stehen, die bereits Teil einer Regionengruppe
sind, werden die Verschmelzungen des aktuellen Durchlaufs rückgängig gemacht. Im
folgenden Durchlauf wird die neu zu bildende Regionengruppe dann sobald möglich
mit einer größeren Regionengruppe verschmolzen. Dieses Verschmelzen kann auch
anteilig erfolgen, sodass die Anzahl der ONS der Regionengruppe, mit der die Ver-
schmelzung stattfindet, durch diesen Vorgang reduziert wird. Nach erneuter Prüfung
des dominierenden Verstädterungsgrades und einer erneuten Anpassung liegt somit
auch in diesem Fall eine vollständige Regionengruppe vor.

Mit Abschluss dieser Methode sind alle Regionen einer Regionengruppe mit zugehö-
riger MS-Netztopologie zugeordnet.

Methode zur Bestimmung repräsentativer HS-Netztopologien
Bei der Bestimmung und Verortung repräsentativer HS-Netztopologien wird das Er-

70
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gebnis der Topologienverortung für die MS genutzt. Die Methode orientiert sich zu-
dem an der Methode zur Bestimmung repräsentativer MS-Netztopologien. Unterschei-
dendes Merkmal ist jedoch, dass keine Regionen zu Regionengruppen verschmolzen
werden, sondern existierende Regionengruppen bei Bedarf gruppiert werden. Dies be-
gründet sich darin, dass HS-Netzknoten unterlagerte MS-Netze aufweisen, die durch
Regionengruppen beschrieben werden. Aufgrund der räumlichen Ausdehnung der HS-
Netze und der damit einhergehenden Heterogenität des Versorgungsgebietes wird
zusätzlich auf eine Unterscheidung in verschiedene Verstädterungsgrade verzichtet.
Somit vereinfacht sich die Optimierung der Verteilung, sowie die Methode zur Ver-
schmelzung im Vergleich zur Methode für MS-Netztopologien. Auf diese Art können
somit aufbauend auf der Verteilung der MS-Netztopologien die HS-Netztopologien
der Regionen unter Vorgabe von Nebenbedingungen, wie bspw. die Annäherung an
eine gesamte Leitungslänge, bestimmt werden.

Maßnahmen zur Komplexitätsreduktion
Da die Regionen über Netztopologien charakterisiert werden, muss jede Netztopo-
logie in Untersuchungsfällen mindestens einmal berechnet werden. Wenn der Anteil
einer Netztopologie in der Anwendung sehr gering ausfällt, ist es ggf. sinnvoll, diese
Topologie nicht zu berücksichtigen, um die Komplexität zu reduzieren. Netztopologi-
en, deren Beitrag unter einem minimalen Anteil αNetz

min liegt, können entfernt werden,
wenn für sie gilt gilt: ∑︂

r∈R
υr,γ · LLtg

γ < αNetz
min · LLtg

ges (4.9)

Im Anschluss an das Entfernen der ausgewählten Netztopologien muss die Optimie-
rung mit reduzierter Anzahl von Netztopologien erneut durchlaufen werden, um eine
vollständige Versorgung aller Regionen sicherzustellen.

4.3.2 Verortung dezentraler Anlagen in Verteilnetzen

Mit der in Unterabschnitt 4.3.1 beschriebenen Methode werden den Regionen Netzto-
pologien zugewiesen, jedoch liegt keine Information zu den angeschlossenen Anlagen
vor. In Abhängigkeit der Spannungsebene sind für die Knoten unterschiedliche be-
schreibende Eigenschaften bekannt, die im Folgenden genutzt werden, um Anlagen
an den Netzknoten zu verorten. Dabei hängt die Durchdringung der Technologien
von der jeweiligen Szenarioleistung in der Region ab, die mit MILES entsprechend
Abschnitt 4.2 berechnet und in diesem Schritt als gegeben angenommen wird. In
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der folgenden Tabelle sind die möglichen Knoteneigenschaften angegeben sowie die
berücksichtigten Anlagenarten:

Tabelle 4.3: Vorliegende Knoteninformationen und zuweisbare Anlagenarten
Spannungsebene Knoteninformation relevante Anlagenart

NS

Anzahl Gebäude & WEH PV-Dach, Batteriespeicher,
E-KFZ, Wärmepumpen

Anzahl landw. Betriebe PV-Dach, Batteriespeicher,
E-KFZ, Biomasse

Anzahl Gewerbe,
Handel, Dienstleistungen

PV-Dach, Batteriespeicher,
E-KFZ

MS

Anzahl Ortsnetze -

Anzahl Gewerbe PV-Dach, Batteriespeicher,
(E-KFZ)

Landw.- / Verkehrsfläche PV-Freifläche, Windenergie

HS

Anzahl unterlagerte MS-Netze -

Anzahl Gewerbe PV-Dach, Batteriespeicher,
(E-KFZ)

Landw.- / Verkehrsfläche PV-Freifläche, Windenergie

An MS- und HS-Knoten mit unterlagerten Netzen wird angenommen, dass keine
weiteren Verbraucher oder Anlagen angeschlossen werden, da es sich bei den Kno-
ten lediglich um Umspannanlagen handelt. Neben den dargestellten Anlagen sind
an Wohn-, Industrie- und landwirtschaftlichen Knoten zudem (unflexible) Lasten zu
modellieren.

Reale Anlagen weisen eine Vielzahl unterschiedlicher Eigenschaften in Abhängigkeit
des Herstellers und Modells sowie unterschiedliche Dimensionierungen auf, die in Si-
mulationen aufgrund des Umfangs nicht berücksichtigt werden können. Daher wer-
den Anlagentypen definiert, welche die durchschnittlichen Eigenschaften realer oder
zukünftig angeschlossener Anlagen abbilden. Die elektrische Leistung der jeweiligen
Anlagentypen sowie eine zulässige Höchstanzahl der Anlagen pro Knoten sind abhän-
gig von Szenarioannahmen. Die Festlegung kann sich bspw. am Marktstammdaten-
register orientieren. Nach Dimensionierung der Anlagentypen kann die Anzahl der
jeweiligen Anlagen pro Region bestimmt werden. Für eine Technologie tech ergibt
sich die Anzahl der Anlagen des Typen typ zu:

ntech
r,typ =

αtechtyp · P tech
r,Reg

P tech
typ,EA

(4.10)
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αtechtyp beschreibt dabei den Anteil der regionalisierten installierten Leistung der Tech-
nologie, die durch den Typen erbracht wird, und P tech

typ,EA entspricht der installierten
Leistung einer Einzelanlage des spezifizierten Anlagentypens. Für jeden Knoten der
Netztopologie kann damit ferner eine Verortungswahrscheinlichkeit für den Techno-
logietypen berechnet werden:

ptechr,typ =
ntechr,typ

nKnoten
r,tech,typ

(4.11)

Die Wahrscheinlichkeit p für den Anschluss einer Anlage des Typen typ der Techno-
logie tech in der Region r ergibt sich als Quotient der Anzahl der Anlagen des Typen
in der Region und der Knoten, an denen dieser Technologietyp grundsätzlich ver-
ortet werden darf nKnoten

r,tech,typ. Mit Hilfe der berechneten Wahrscheinlichkeiten werden
jedem Netzknoten zufällig in Abhängigkeit seiner Eigenschaften die Anlagentypen
zugewiesen.

Eine Berücksichtigung der Anschlussregel nach [30], welche aussagt, dass die Netz-
spannung durch Anschluss einer Erzeugungsanlage höchstens um 3% erhöht werden
darf, wird im Rahmen der Verortung als nicht notwendig angesehen. Dies begrün-
det sich auch darin, dass die Verortungs-Methode in der Simulationsumgebung in
Kombination mit einer Netzausbauplanung mit entsprechend großem vorausschauen-
den Zeithorizont zum Einsatz kommt. Somit wird davon ausgegangen, dass ohnehin
Ausbaumaßnahmen notwendig sind, um die Integration der Anlagen des Zukunftss-
zenarios zu ermöglichen.

Nach Abschluss dieses Moduls liegen für jeden Knoten Informationen zu den ange-
schlossenen Anlagen vor. Das Verhalten dieser Anlagen wird im Folgenden hergelei-
tet.

4.3.3 Disaggregation aggregierter Anlagenzeitreihen

Das Verhalten der verorteten Anlagen in den Verteilnetzen wird über Zeitreihen be-
schrieben. Ein Ziel der Disaggregation besteht darin, regionale Unterschiede im An-
lagenverhalten in den zu untersuchenden Verteilnetzen abzubilden. Das Maß der He-
terogenität im Anlagenverhalten wird dabei bspw. durch unterschiedliches Wetter,
aber auch durch allgemeine stochastische Einflüsse beschrieben. Zentrale Eigenschaft
der zu entwickelnden Methoden ist, dass die disaggregierten Zeitreihen in Summe den
Zeitreihen des zentralen Einsatzes der Anlagen in der markt- und systemdienlichen
Simulation entsprechen. Einige Ausgangsgrößen der in Abschnitt 4.2 eingesetzten
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Simulationsumgebung MILES sind bereits regionenscharf aufgelöst, andere werden
aggregiert am Markt oder basierend auf einer Clusteranalyse beschrieben. In der fol-
genden Tabelle werden die Ausgangsgrößen hinsichtlich ihrer räumlichen Auflösung
und der auf sie wirkenden wesentlichen Einflussgrößen aufgeführt.

Tabelle 4.4: MILES-Ausgangsdaten und ihre geographische Auflösung sowie wesent-
lichen Einflussgrößen

Technologie(n) geographische Auflösung wesentliche Einflussgröße(n)
EEA regionenscharf Marktsituation und Wetter
Speicher gebotszonenscharf Marktsituation
dez. Wärmeerzeuger MILES-interne Cluster Marktsituation und Wetter
Elektromobilität MILES-interne Cluster Marktsituation
Haushaltslast gebotszonenscharf exogen vorgegeben
Gewerbelast gebotszonenscharf exogen vorgegeben

Im Falle einer durchgeführten Redispatchsimulation für das Übertragungsnetz unter
Berücksichtigung dezentraler Anlagen existiert ggf. noch eine höhere geographische
Auflösung, welche die versorgten Übertragungsnetzknoten beinhaltet. Bei Abbildung
des systemdienlichen Betriebs in den Verteilnetzen werden diese Informationen ent-
sprechend berücksichtigt.

Basierend auf Tabelle 4.4 werden die Methoden zur Disaggregation der unterschied-
lichen Technologien in den folgenden Abschnitten beschrieben.

Disaggregation von EEA-Zeitreihen
Die dargebotsabhängigen Zeitreihen von Windenergie- und PV-Anlagen liegen in
MILES regionenscharf, üblicherweise gemeindescharf, vor. Die Flexibilität der EEA
wird in MILES durch Abregelung genutzt, wenn das wetterabhängige Dargebot nicht
in den Markt oder das Übertragungsnetz integriert werden kann. Das Anlagenverhal-
ten von PV-Dach- und PV-Freiflächenanlagen wird in MILES nicht separat model-
liert. Damit in jeder Region die Summe der disaggregierten Leistungen der Einzelan-
lagen dem aggregierten Verhalten in MILES entspricht, wird auch in der Verteilnetz-
simulation vereinfachend angenommen, dass Freiflächen- und Dach-PVA sich ähnlich
verhalten. Falls also bspw. 400 kW aggregierte Leistung zu einem Zeitpunkt in MILES
aus einer Region in das Netz eingespeist werden und 800 kWp installierte Leistung
vorliegen, wird für alle Anlagentypen in der Verteilnetzsimulation angenommen, dass
50% der jeweils installierten Leistung durch alle Anlagentypen der Technologie inner-
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4.3 Übergang auf Verteilnetzebene

halb der Region eingespeist wird. Dadurch wird unter anderem vorausgesetzt, dass
das Wetter in einer Region homogen ist. Dies stellt in Abhängigkeit der Definition der
Regionen und der damit einhergehenden Versorgungsflächen eine Vereinfachung dar.
Bei einer gemeindescharfen Regionen-Auflösung wird bspw. in Folge dieser Vereinfa-
chung eine Bewölkung mit nur lokaler Ausprägung in den simulierten Gebieten in der
Verteilnetzsimulation nicht sichtbar. Zusammengefasst ergibt sich für alle Regionen
hinsichtlich der EEA-Disaggregation der folgende Zusammenhang:

PEEA,VN
r,t

PEEA,VN
r,inst

= PEEA,MILES
r,t

PEEA,MILES
r,inst

∀ r ∈ R, t ∈ T (4.12)

Dabei entspricht PEEA,VN
r,t der im Verteilnetz eingespeisten Wirkleistung einer EEA

in der Region r zum Zeitpunkt t und PEEA,VN
r,inst der installierten Leistung der EEA.

Die installierte Leistung PEEA,MILES
r,inst in MILES beschreibt im Regelfall die aggregierte

installierte Leistung aller Anlagentypen der Technologie und PEEA,MILES
r,t gibt das

Wirkleistungsverhalten an.

Disaggregation von Speicher-Zeitreihen
Die Einsatzzeitreihen der Speicher ergeben sich in MILES zunächst gebotszonen-
scharf, da die Speicher marktdienlich eingesetzt werden. Im Redispatch kann dieser
Einsatz in Abhängigkeit der Verortung im Übertragungsnetz für einzelne Regionen
verändert werden. Daher kann ebenso wie im Fall der EEA eine Einsatzzeitreihe für
jede Region abgeleitet werden. Entsprechend der Anforderung, dass die markt- und
systemdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung in der Verteilnetzsimulation modelliert
werden soll (siehe Abschnitt 3.2), ergibt sich in Anlehnung an Gleichung 4.12 der
folgende Zusammenhang für die Zeitreihe des Speichereinsatzes im Verteilnetz:

P Speicher,VN
r,t

P Speicher,VN
r,inst

= P Speicher,MILES
r,t

P Speicher,MILES
r,inst

∀ r ∈ R, t ∈ T (4.13)

Dabei kann zwischen einzelnen Speichertechnologien unterschieden werden, wenn dies
auch in MILES erfolgt.

Disaggregation von dezentralen Wärmeerzeuger-Zeitreihen
Das Verhalten der dezentralen Wärmeerzeuger, bspw. Wärmepumpen, wird anhand
der in Abschnitt 4.2 referenzierten Methode entsprechend des zu versorgenden Gebäu-
detypenclusters und eines Wetterclusters simuliert. Die Integration in die Marktsimu-
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lation hat zur Folge, dass die Wärmebedarfe so gedeckt werden, dass die Kraftwerks-
einsatzkosten minimal sind. In Abhängigkeit der Gebäudetypen einer jeden Region
können die daraus resultierenden Einsatzzeitreihen der Wärmeerzeuger regionenscharf
ausgedrückt werden. Für jede Region existieren dabei mehrere Ausprägungen der An-
lagenzeitreihen, da diese für die jeweiligen Gebäudetypen separat bestimmt werden.
Die Anzahl der Haushalte, die durch eine Anlagenzeitreihe versorgt werden, kann den
zugrunde liegenden Daten der erweiterten Marktsimulation entnommen werden. Die
Leistungszeitreihe der Wärmepumpen eines Haushalts-Clusters hc aus der Menge al-
ler Haushaltscluster HC aus MILES wird durch die Anzahl der simulierten Haushalte
des Clusters nHH

hc geteilt, um die Zeitreihe der Wärmepumpe eines Einzelhaushaltes
PWP,VN
t,hc zu erhalten:

PWP,VN
t,hc =

PWP,MILES
t,hc

nHH
hc

. ∀ hc ∈ HC, t ∈ T (4.14)

Diese Zeitreihen können in der Folge den Anlagen an Netzknoten zugeordnet werden,
wenn das angeschlossene Gebäude und die jeweilige WEH mit dem Haushalts-Cluster
übereinstimmt.

Disaggregation von E-KFZ-Zeitreihen
Das Ziel der Disaggregation von E-KFZ-Zeitreihen besteht darin, die markt- und
systemdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung von Ladeeinrichtungen und angeschlos-
senen E-KFZ, die zuhause oder am Arbeitsort geladen werden, in Verteilnetzen zu mo-
dellieren. In MILES werden Ladebedarfe für E-KFZ in einer Clusteranalyse aggregiert
und in der Marktsimulation berücksichtigt [147]. Nach Abschluss der Clusteranalyse
sind allerdings keine Informationen zu Übergängen zwischen den einzelnen Clustern
in der zeitlichen Dimension bekannt, sodass eine Zeitreihe für einzelne E-KFZ bezie-
hungsweise Ladepunkte nicht unmittelbar abgeleitet werden kann. Für jedes Cluster
ist jedoch bekannt, wie viele E-KFZ in einer Region jeweils geladen werden. Damit
kann die durchschnittliche Ladeleistung eines jeden E-KFZ in einer Region innerhalb
des Clusters bestimmt werden. Um auf Grundlage der vorhandenen Informationen
die Ladeleistung eines Ladepunktes für einen Zeitraum zu beschreiben, der größer ist
als der Zeitraum eines einzelnen Clusters, wird eine dreistufige Methode entwickelt:

1. Anzahl der Ladepunkte zuhause und am Arbeitsort in den Regionen bestimmen.

2. Für alle Cluster bestimmen, ob die Ladevorgänge im Cluster einem Ladevorgang
zuhause oder am Arbeitsort entsprechen.
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4.3 Übergang auf Verteilnetzebene

3. Zuweisung des Ladeverhaltens aus Clustern zu Ladepunkten in der Region, bis
alle Cluster auf die vorgegebenen Ladepunkte aus dem ersten Schritt verteilt
sind.

Im ersten Schritt wird die Anzahl aller Ladepunkte für die Regionen bestimmt. Diese
stimmt nicht mit der Summe aller E-KFZ in den Ladevorgängen der Cluster über-
ein, da die Ladevorgänge eines E-KFZ durch mehrere Cluster beschrieben werden.
Die gesamte und exogen vorgegebene Fahrzeuganzahl für die Gebotszone wird da-
her zunächst über einen Regionalisierungsfaktor auf die Regionen aufgeteilt. Dieser
Regionalisierungsfaktor kann über PKW-Bestandsdaten, die Einwohneranzahl oder
auch die geladene Energie im Simulationszeitraum in den Regionen ausgestaltet wer-
den. Anschließend wird exogen vorgegeben, wie groß der Anteil der E-KFZ ist, die
zuhause und / oder am Arbeitsort laden. Für jedes E-KFZ wird in der Folge ein
Ladepunkt zuhause und / oder am Arbeitsort erstellt. In Summe können somit mehr
Ladepunkte entstehen, als E-KFZ in einer Region vorhanden sind, da einige E-KFZ
sowohl zuhause als auch am Arbeitsort laden. Nach Abschluss dieses Schrittes ist die
Anzahl der Ladepunkte für jede Region bekannt.

Um den Ort (zuhause oder Arbeitsort) des Ladevorgangs für jedes Cluster zu be-
stimmen, werden die vorhandenen Ankunfts- und Abfahrtszeiten, beziehungsweise
die damit verbundene Standzeit genutzt. Beispielsweise ist davon auszugehen, dass
Standzeiten von mehr als 10 Stunden häufig zuhause auftreten, wohingegen Standzei-
ten zwischen sechs und zehn Stunden häufig Ladevorgängen am Arbeitsort entspre-
chen.

Die methodische Vorgehensweise, um jedem Ladepunkt mehrere Cluster und somit
einen zeitlichen Verlauf der Ladevorgänge zuzuweisen, ist in Abbildung 4.4 exempla-
risch dargestellt. Dem Verfahren liegt die Annahme zugrunde, dass jeder Ladepunkt
einer Region in ähnlichen zeitlichen Abständen erneut genutzt wird und somit der
nächste Ladevorgang immer an dem Ladepunkt stattfindet, an dem für den aktu-
ell längsten Zeitraum kein Ladevorgang registriert wurde. Dies stellt eine Vereinfa-
chung dar, welche zur Folge hat, dass nur durchschnittliche Ladeprofile innerhalb der
Regionen modelliert werden, die in Abhängigkeit der Cluster häufig auch ähnliche
Energiebedarfe über den gesamten Simulationszeitraum aufweisen.
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Zeit
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Region 𝑟𝑟 5 LP
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75 E-KFZ
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20 E-KFZ

50 LP

50 LP

Ankunft Abfahrt

Abbildung 4.4: Visualisierung der Methode zur Erstellung von Ladeprofilen an La-
depunkten auf Basis aggregierter Informationen

Die Ladeprofile werden separat für Ladepunkte zuhause und am Arbeitsort erstellt.
Um das zeitliche Verhalten der Ladepunkte zu bestimmen, werden die Cluster der La-
devorgänge zunächst separat in Gruppen (zuhause oder Arbeitsort) zusammengefasst
und nach Ankunftszeiten sortiert. Die Cluster aus MILES werden iterativ genutzt,
bis alle Ladeprofile der E-KFZ den Ladepunkten zugeordnet sind. Im Beispiel werden
in Cluster 1 und Cluster 2 jeweils 50 E-KFZ geladen. Diese Ladevorgänge werden
den 100 exemplarischen Ladepunkten für diese Region zugeordnet. In der Folge ver-
bleiben nicht zugewiesene Ladevorgänge in den Clustern 3 und 4. Da Cluster 3 das
Ladeverhalten von 75 E-KFZ beschreibt und aus zeitlicher Sicht vor Cluster 4 be-
ginnt, wird dieses Verhalten 75 Ladepunkten zugewiesen, welche im vorigen Zeitraum
durch Cluster 1 und 2 beschrieben wurden. Die 20 Ladevorgänge des Clusters 4 wer-
den Ladepunkten zugeordnet, die zuvor durch Cluster 2 beschrieben worden sind, da
diese nun im Vergleich zu anderen Ladepunkten die längste Zeit ohne Ladevorgang
aufweisen und die Ladepunkte aus Cluster 1 aufgrund der früheren Abfahrtszeit (und
den Eigenschaften des Clusters 3) bereits vollständig weiteren Clustern zugeordnet
wurden. Fünf Ladepunkte, die initial durch Cluster 2 beschrieben wurden, verbleiben
ohne Ladevorgang, sodass diesen als nächstes Ladevorgänge zuordnet werden, bspw.
aus Cluster 5.

Nach Abschluss dieser methodischen Vorgehensweise ist das zeitliche Verhalten aller
Ladepunkte in der Region beschrieben.
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4.3 Übergang auf Verteilnetzebene

Disaggregation von Haushaltslast-Zeitreihen
Haushaltslasten werden in MILES durch ein saisonal variierendes H0-Profil model-
liert. Wie bereits in Abschnitt 3.2 dargestellt, gilt dieses H0-Profil nur für die Ag-
gregation von mindestens 250 Haushalten [109]. In der zu modellierenden NS können
demnach deutliche Abweichungen auftreten, sodass für Haushaltslasten Einzelprofi-
le verwendet werden. Entsprechend der Ausführungen in Abschnitt 3.2 kann dabei
auf eine Vielzahl existierender modellierter oder gemessener Profile zurückgegriffen
werden. Die Auswahl und Gewichtung der jeweiligen Profile muss jedoch so gewählt
werden, dass aggregiert das in MILES simulierte Verhalten (H0-Profil) erreicht wird.
Diese Anforderung ist exemplarisch in Abbildung 4.5 dargelegt.

+

+

+
. . .

Bestimme Anzahl
Vorgegebenes aggregiertes

Profil

Einzellastgänge

Abbildung 4.5: Visualisierung des Vorgehens zur Bestimmung disaggregierter
Zeitreihen von Haushaltslasten

Die dargestellte Anforderung wird in eine Optimierung überführt, die das Ziel hat,
die jeweilige Anzahl (Gewichtung) der Einzelprofile zu bestimmen, die in Summe das
vorgegebene aggregierte Profil ergeben. Somit lautet die Zielfunktion:

min
⎛⎝∑︂
t∈T

⎛⎝|PH0
t −

∑︂
hp∈HP

nhp · P hp
t |

⎞⎠⎞⎠ (4.15)

Der Betrag der Abweichung vom Sollwert PH0 wird für jeden Zeitschritt t bestimmt,
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indem die Entscheidungsvariablen nhp mit der Wirkleistung zum Zeitschritt t der je-
weiligen Haushaltsprofile hp aus der Menge aller Haushaltsprofile HP multipliziert
werden. Die Zielfunktion kann bei Bedarf erweitert werden, um die gewählte sum-
mierte Anzahl der Haushaltsprofile ebenfalls mit einer Strafe zu versehen, wenn diese
von einem vorgegebenen Wert abweicht. Um zu verhindern, dass ein Lastprofil aus der
Menge HP so häufig ausgewählt wird, dass dies im Widerspruch zu [109] steht, wird
der Anteil eines jeden Profils hp am aggregierten Lastprofil über eine Nebenbedingung
begrenzt:

nhp ·
∑︂
t∈T

P hp
t ≤ αE

max · EH0
T (4.16)

∀hp ∈ HP

Dabei gibt αE
max den maximalen Anteil der Jahresenergie an, der durch ein Einzelprofil

erreicht werden darf. EH0
T bezeichnet die Energie des H0-Profils im Simulationszeit-

raum T in MILES. Als Ergebnis der Optimierung liegt die Anzahl eines jeden Haus-
haltslastprofils in der Gesamtregion vor. Die jeweilige Anzahl wird auf die summierte
Anzahl aller Lastprofile bezogen und in eine Wahrscheinlichkeit für die Verortung von
Lastprofilen überführt. Beträgt nhp für ein Haushaltsprofil bspw. 20 und in Summe
werden 200 Lastprofile genutzt, um das vorgegebene aggregierte Verhalten abzubil-
den, so beträgt die Wahrscheinlichkeit 10%, dass dieses Profil an einem Knoten mit
Haushaltslast verwendet wird.

Um die Abweichung des resultierenden aggregierten Verlaufs der Einzelprofile vom
vorgegebenen H0-Profil zu quantifizieren, kann der normalized Mean Root Square
Error (nRMSE) herangezogen werden [40]:

nRMSE =
1
P

H0
T

⌜⃓⃓⃓
⃓⃓⎷
(︄ ∑︁
t∈T

PH0
t − ∑︁

hp∈HP
nhp · P hp

t

)︄2

nT

(4.17)

Dabei beschreibt PH0
T den durchschnittlichen Leistungswert des vorgegebenen Profils

über den gesamten Zeitraum T und nT die Anzahl der Zeitschritte in T .

Disaggregation von Gewerbelast-Zeitreihen
Die Verortung von Zeitreihen des GHD-Sektors sowie der Industrie erfolgt analog
zum Haushaltssektor. Als Einzellastgänge können bspw. existierende gemessene Last-
zeitreihen genutzt werden. Die Lastprofile werden auch in diesem Fall in eine Auftritts-
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wahrscheinlichkeit überführt, sodass für GHD- beziehungsweise Industrie-Knoten ent-
sprechende Lastprofile zufällig ausgewählt werden.

Maßnahmen zur Komplexitätsreduktion
Als Maßnahme zur Komplexitätsreduktion können bei der Erstellung der E-KFZ-
Zeitreihen die Ladeenergiemengen und die damit verbundene Anzahl der Fahrzeuge
eines Clusters durch einen Faktor reduziert werden. Da alle E-KFZ auf die Ladepunkte
verteilt werden, kann die Rechenzeit durch diesen Faktor deutlich reduziert werden.
Die Anzahl der Ladepunkte muss entsprechend um den gleichen Faktor reduziert
werden, sodass die Anzahl der generierten Profile geringer ist. Es ist zudem davon
auszugehen, dass sich die erzeugten Fahrketten mit Reduktionsfaktor von denen ohne
Reduktionsfaktor unterscheiden. Die Anforderung, dass eine Aggregation der Profile
an den Ladepunkten in Summe das aggregierte Verhalten in MILES ergeben muss,
ist dennoch weiterhin erfüllt.

4.3.4 Auswahl repräsentativer Regionen

Entsprechend der Darstellungen in Unterabschnitt 3.5.2 muss neben der Auswahl re-
präsentativer Verteilnetztopologien (siehe Unterabschnitt 4.3.1) ebenso eine Metho-
de entwickelt werden, die es ermöglicht Regionen zusammenzufassen, die eine ähnli-
che Netzbelastung aufweisen. Das Ziel des zu entwickelnden Moduls besteht darin,
dass Regionen in Gruppen zusammengefasst werden, die möglichst gleichartige Eigen-
schaften aufweisen, sodass nur eine Region analysiert werden muss und die erlang-
ten Ergebnisse in Näherung auch für die übrigen Regionen der Gruppe gültig sind.
Die Eigenschaften, anhand derer die Gruppen gebildet werden, müssen folglich einen
kausalen Zusammenhang zu Netzausbaukosten und Nebenbedingungen der netzdien-
lichen Flexibilitätsbewirtschaftung aufweisen. In Unterabschnitt 3.5.2 wurde bereits
herausgestellt, dass aufgrund der Berücksichtigung der Flexibilitätsbewirtschaftung
ein zeitreihenbasierter Ansatz verfolgt werden muss. Unabhängig von der Spannungs-
ebene werden folgende Zusammenhänge für die entwickelte Methode vorausgesetzt:

• Die Integration zusätzlicher Anlagen ist maßgeblicher Treiber des Netzausbau-
bedarfs für ein Zukunftsszenario.

• Der Netzausbaubedarf ist abhängig vom elektrischen Verhalten der zusätzlichen
Anlagen im zeitlichen Verlauf.

• Der Netzausbaubedarf ist abhängig von der Netztopologie.
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• Unterschiedliche Technologien weisen andersartige Nebenbedingungen für die
Flexibilitätsbewirtschaftung auf.

Die ersten beiden Punkte beschreiben die veränderte Versorgungsaufgabe in einer
Region nach Definition in Unterabschnitt 2.1.1. Der dritte Punkt hat zur Folge, dass
die in den Regionen verorteten Netztopologien (siehe Unterabschnitt 4.3.1) bei der
Gruppenbildung zu berücksichtigen sind. Abschließend ist bei der Gruppenbildung
auch die Technologieverteilung als Eigenschaft von Regionen zu beachten.

Zur Berücksichtigung der Anforderungen wird ein zweistufiges Verfahren entwickelt.
In Abhängigkeit der zu untersuchenden Spannungsebene werden in einem ersten
Schritt Regionen mit gleicher Typologie-Zusammensetzung (NS) analog zu Unter-
abschnitt 4.3.1 in einer Gruppe zusammengefasst, um ähnliche Netztopologien vor-
aussetzen zu können. Für die MS und HS werden Regionen mit identischer Netzto-
pologie gruppiert. Im zweiten Schritt werden ausgewählte Eigenschaften, welche die
veränderte Versorgungsaufgabe abbilden, separat für die Gruppen geclustert. Die Ei-
genschaften der Region orientieren sich an den jeweils angeschlossenen Technologien
in den zu untersuchenden Netzen der Spannungsebene. Da die Regionen sich in ihrer
Ausdehnung und der Anzahl an das öffentliche Energieversorgungsnetz angeschlos-
sener Anlagen unterscheiden können, wird die Mehrbelastung des Netzes durch die
Leistungszeitreihen der Technologien angenähert.

Für NS-Netze wird davon ausgegangen, dass diese pro Strang im Mittel eine ähn-
liche Anzahl von angeschlossenen Kunden versorgen. Somit wird die Mehrbelastung
der NS-Netzinfrastruktur als Dichte ausgedrückt und die hinzugekommene Leistungs-
zeitreihe einer jeden Technologie tech auf die Anzahl der Knoten der jeweiligen Region
bezogen. Dabei werden die Zeitreihen aus der Menge aller Anlagen dieser Technologie
Atech berücksichtigt:

PDichte
tech,r,t = 1

nKnoten
r

∑︂
a∈Atech

Pa,t,r (4.18)

Diese Leistungsdichte wird im Anschluss für jede Technologie tech auf ihren jeweiligen
Maximalwert normiert:

PClustern
tech,r,t =

PDichte
tech,r,t

max(PDichte
tech,r,T ) (4.19)

Für die MS und HS können die Zeitreihen ausgewählter Technologien für das gesamte
Netzgebiet jeweils normiert werden, da durch die identische Netztopologie innerhalb
der initial gebildeten Gruppen eine Berechnung der Leistungsdichte hinfällig ist. Es
ist allerdings zu beachten, dass die Versorgungsaufgabe von MS- und HS-Netzen vor
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allem durch die unterlagerte Netzebene beschrieben wird. Es ist somit in MS-Netzen
notwendig, die Leistungszeitreihen der MS/NS-Transformatoren als Zeitreihe zu be-
rücksichtigen. Dies hat zur Folge, dass die Berechnungen der NS abgeschlossen sein
müssen. Analog gilt dies für HS-Netze, deren Versorgungsaufgabe vor allem durch un-
terlagerte MS-Netze bestimmt wird. Mit diesen Festlegungen existieren für jede Re-
gion und Spannungsebene normierte Zeitreihen, welche die Mehrauslastung der Netz-
infrastruktur technologiescharf abbilden. Die Normierung ermöglicht das gemeinsame
Clustern verschiedener Technologien. Dazu werden die Zeitreihen der Einzeltechno-
logien, wie in Abbildung 4.6 visualisiert, verknüpft.
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Abbildung 4.6: Exemplarische Darstellung des Zeitreihenclusterings zum Auffinden
repräsentativer Regionen

Durch die Normierung kann sichergestellt werden, dass alle Technologien mit glei-
chem Gewicht berücksichtigt werden und das Gruppierungsverfahren keine Lösung
bevorzugt, die große Abweichungen bei einer Technologie aufweist, dafür aber an-
dere Technologien vergleichsweise detaillierter darstellt. Ebenso ermöglicht die Nor-
mierung, dass Technologien mit unterschiedlichen Bezugsgrößen (bspw. Leistung pro
Fläche und Leistung pro Knoten) in einem gemeinsamen Verfahren geclustert werden
können.

Um Gruppen zu bilden, die in sich möglichst homogen und zwischen den Gruppen
möglichst heterogen sind, können Clusterverfahren genutzt werden (siehe Unterab-
schnitt 3.5.1). Aufgrund der Eigenschaften und inhärenten Auswahl eines Repräsen-
tanten der Cluster wird im Rahmen dieser Arbeit das k-medoids-Verfahren genutzt.
Das kcl, die Anzahl der Cluster ist Eingangsparameter, sodass Fehlermaße definiert
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werden müssen, die es ermöglichen eine möglichst geringe Gruppenanzahl (kcl) bei
akzeptablem Fehler zu wählen. Zur Bestimmung eines kcl werden in der Regel Maße
verwendet, welche die Hetero- bzw. Homogenität der Cluster beschreiben, wie bspw.
der Caliński-Harabasz-Index [148], Davies-Bouldin-Index [149] oder der Silhouette-
Index [150]. Bei der Auswahl des kcl kann auch die Ellbogen-Methode herangezogen
werden, welche die veränderte Steigung der betrachteten Indizes auswertet. Im Kon-
text dieser Arbeit wird ein weiteres Fehlermaß herangezogen, welches sich an dem
energietechnischem Kontext orientiert. Dazu wird der Anteil der Leistungsdichte ei-
ner Technologie tech des Clusters bestimmt, welcher zu einem falschen Zeitpunkt
eingespeist oder verbraucht wird, wenn nur das Clusterzentrum zcl berechnet wird:

αClustern
Fehler,tech =

kcl∑︁
cl=1

∑︁
r∈Rcl

∑︁
t∈T

|PDichte
r,t,tech − PDichte

zcl,t,tech
|

∑︁
r∈R

∑︁
t∈T

PDichte
r,t,tech

(4.20)

Der gesamte Fehler in der Leistungsdichte einer Technologie tech ergibt sich durch
die Summe über alle Cluster kcl und die Abweichung in der Dichte aller Regionen
Rcl des jeweiligen Clusters über alle Zeitschritte T zum Clusterzentrum zcl. Der
Anteil ergibt sich folglich indem durch die Summer aller Leistungsdichten über alle
Zeitschritte geteilt wird. Es ist hervorzuheben, dass dies keine vollständige Quanti-
fizierung des Fehlers des Clusterns ist und lediglich ein weiterer Anhaltspunkt zur
Auswahl des optimalen kcl erzeugt wird. Dies ist auch damit zu begründen, dass mit
der Leistungsdichte eine Eigenschaft zum Clustern herangezogen wird, welche nur in
Näherung eine kausale Verknüpfung von Eingangs- zu Ausgangsdaten der Gesamt-
methode herstellt.

Nach Abschluss des Clusterns sind nun Regionen identifiziert und mit Netztopologien
sowie verorteten Anlagen charakterisiert, die repräsentativ für eine jeweilige Regio-
nengruppe im Hinblick auf den resultierenden Netzausbaubedarf und die netzdien-
liche Flexibilitätsbewirtschaftung sind. Das Clustern der MS ist erst möglich, wenn
die Berechnungen der NS abgeschlossen sind. Ebenso sind zum Clustern der HS die
Ergebnisse der MS notwendig.

Maßnahmen zur Komplexitätsreduktion
Einerseits kann die Komplexität bei der Auswahl repräsentativer Regionen reduziert
werden, indem die berücksichtigten Technologien und damit die zu berücksichtigenden
Datenpunkte pro Region (kombinierte Zeitreihen) verringert werden. Andererseits
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kann die Anzahl der Cluster reduziert werden, sodass zwar von einem Anstieg der
definierten Fehlermaße auszugehen ist, aber die Anzahl der zu berechnenden Regionen
in den Folgeschritten der Untersuchungsmethode reduziert werden.

4.3.5 Netzausbausimulation zur Berücksichtigung des
Anlagenbestands

Die in Unterabschnitt 4.3.1 identifizierten repräsentativen Netztopologien sind, falls
sie aus realen Daten stammen, nur für die zugehörige Versorgungsaufgabe der je-
weiligen Region ausgelegt. Da die Netztopologien auch in anderen Regionen genutzt
werden sollen, deren bisheriger EEA-Ausbaupfad ggf. von der Versorgungsaufgabe
der Ursprungsregion der Netztopologien abweicht, müssen die repräsentativen Netz-
topologien angepasst werden. Daher wird eine Netzausbausimulation für die reprä-
sentativen Verteilnetze durchgeführt. In der Netzausbausimulation wird keine Flexi-
bilitätsbewirtschaftung integriert, da diese im Bestandsnetz nicht verbreitet ist und
somit der Netzbetreiber das jeweilige Netz unter konventionellen Gesichtspunkten
geplant hat. Um Engpassfreiheit für die nachfolgenden Untersuchungen sicherzustel-
len, wird jedoch auch auf Zeitreihenbasis inklusive generierter unflexibler Lastprofile
ausgebaut.

In einem ersten Schritt werden die Dargebots-Zeitreihen für den EEA-Bestand in
der jeweiligen Region gebildet. Zusätzlich wird die installierte Bestandsleistung der
einzelnen Technologien in der Region bestimmt. Dazu kann, wie in Abbildung 4.7
dargestellt, bspw. das Marktstammdatenregister (MaStR) genutzt werden.

Im zweiten Schritt der Methode werden die Knoten entsprechend der Darstellungen
aus Unterabschnitt 4.3.2 um Lastprofile und weitere Anlagen ergänzt. Dabei wer-
den auch PV-Anlagen und Windenergieanlagen entsprechend der Knoteneigenschaf-
ten und der Bestandsleistung der Region zufällig verteilt. Falls in den ursprünglichen
Netzdaten bereits Knoten mit angeschlossenen PV-Anlagen oder Windenergieanlagen
vorhanden sind, werden die Anlagen dort bevorzugt verortet. Anschließend wird das
Netz für diese Versorgungsaufgabe ertüchtigt. Die Methode zur Netzausbaubestim-
mung wird im folgenden Kapitel detailliert vorgestellt.
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• Verteilnetztopologien für die 
Untersuchung des Zukunftsszenarios
• PV-, WEA- und Lastbestand

Nutze Dargebots-Zeitreihen für den PV- und 
WEA-Bestand MaStR

Weise den Knoten Lastprofile sowie PV- und 
WEA-Zeitreihen zu

Bestimme konventionellen Ausbaubedarf 
ohne netzdienliche Flexibilitätsnutzung

Repräsentative Verteilnetztopologien der 
Region

Abbildung 4.7: Methode zur Berücksichtigung des Anlagenbestands in den reprä-
sentativen Verteilnetzen einer Region

Durch dieses Modul werden die repräsentativen Netztopologien zur Erfüllung der
aktuellen Versorgungsaufgabe der zugeordneten repräsentativen Region ertüchtigt,
sodass für die folgenden Untersuchungen die Anschlussreserve der Netze angenähert
wird.

Maßnahmen zur Komplexitätsreduktion
Da der konventionelle Ausbau in allen repräsentativen Regionen für die Verteilnetz-
topologien mit einer großen Rechenzeit einhergeht, können Vereinfachungen getrof-
fen werden. Da jede repräsentative Verteilnetztopologie in einer Vielzahl von Regio-
nen verortet wird, wiederholen sich die notwendigen Maßnahmen zur Integration der
PV- und Windenergie-Bestandsanlagen gegebenenfalls. Nachdem die Topologien ei-
ner Teilmenge der repräsentativen Regionen für die Versorgungsaufgabe ertüchtigt
wurden, können die Ausbauergebnisse ausgewertet werden. Falls für eine Topologie
in einem Großteil der repräsentativen Regionen ähnliche oder sogar gleiche Ausbau-
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maßnahmen notwendig sind, kann dieser Netzausbauzustand für alle repräsentativen
Regionen übernommen werden. Dies hat jedoch zur Folge, dass in repräsentativen
Regionen, die eigentlich keinen Ausbaubedarf haben, größere freie Netzkapazitäten
entstehen. Ebenso erhöht sich dadurch nachträglich die Summe der vorgegebenen
Leitungslänge LLtg

ges für die jeweilige Spannungsebene aus Unterabschnitt 4.3.1. Die
vorgegebene Leitungslänge in Unterabschnitt 4.3.1 kann jedoch mit einer Reserve
gewählt werden, um dem notwendigen Netzausbau vorweg zu greifen, sodass nach
Abschluss des Ausbaus Netze vorliegen, welche angenähert die erwünschte Leitungs-
länge aufweisen. Die zusätzlich erzeugte Netzreserve kann dadurch dennoch realitäts-
nah sein. Wenn diese Vereinfachung genutzt wird, muss dies bereits bei der Auswahl
der repräsentativen Regionen (siehe Unterabschnitt 4.3.4) berücksichtigt werden. Da
in diesem Fall ohnehin in allen Regionen die gleichen Netztopologien verortet werden
und das Bestandsnetz nicht speziell auf die Versorgungsaufgabe ausgelegt wird, ist
es sinnvoller, die resultierende installierte Szenarioleistung (Bestand und Zubau) und
nicht nur den Zubau zu clustern. Das ist damit zu begründen, dass ohnehin nur die
im Szenario insgesamt verorteten Anlagen den Ausbaubedarf treiben.

4.4 Netzausbausimulation mit netzdienlicher
Flexibilitätsnutzung

In den nachfolgend beschriebenen Modulen der entwickelten Simulationsumgebung
wird der Verteilnetzausbaubedarf für eine gegebene Versorgungsaufgabe unter Be-
rücksichtigung netzdienlicher Flexibilitätsnutzung bestimmt.

Der grundsätzliche Ablauf dieser Module ist in Abbildung 4.8 dargestellt, eine de-
taillierte Erläuterung der einzelnen Module erfolgt im Anschluss. Die exakte Ausge-
staltung des Ausbau-Algorithmus ist abhängig von der jeweiligen Spannungsebene,
allerdings ist der Ablauf ähnlich. In Abhängigkeit der Spannungsebene werden unter-
schiedliche Methoden zur Reduktion der Rechenkomplexität integriert, die nicht in
dieser Abbildung dargestellt sind. Als Eingangsdaten dienen vollständig beschriebene
Verteilnetze, sodass neben der Netztopologie und darin verorteter Anlagen auch die
markt- und systemdienlichen Anlagenzeitreihen vorhanden sind. Ebenso werden Ne-
benbedingungen für den Flexibilitätseinsatz der Anlagen exogen vorgegeben. Diese
umfassen einerseits Angaben zu den Einschränkungen der Nutzung, bspw. zu erfül-
lende Ladebedarfe. Andererseits werden Nebenbedingungen für die Verschiebepoten-
ziale zur netzdienlichen Flexibilitätsnutzung, exemplarisch die maximale verschiebba-
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re Energiemenge im Simulationszeitraum, als Eingangsdaten zur Verfügung gestellt.
Letztere Nebenbedingungen sind als zentraler Parameter der Planung mit netzdien-
licher Flexibilitätsnutzung anzusehen. Um die Auslastung eines zu untersuchenden
Verteilnetzes zu bestimmen, wird für jeden Zeitschritt der anlagenscharfen Wirk-
leistungseinsatzzeitreihen, die initial eine markt- und systemdienliche Flexibilitäts-
bewirtschaftung widerspiegeln, eine Leistungsflussrechnung durchgeführt. Das Blind-
leistungsverhalten der Anlagen wird dabei durch eine Optimierung so gewählt, dass
Grenzwertverletzungen minimiert werden (siehe Unterabschnitt 3.3.2). Die Stufen der
Transformatoren sind initial noch nicht auf die Versorgungsaufgabe abgestimmt. Um
das NOVA-Prinzip und § 13 bzw. § 14 EnWG aufzugreifen, wird zunächst netzsei-
tige Flexibilität genutzt. In der entwickelten Simulationsumgebung entspricht dies
der optimalen Wahl der Transformatorstufe. Dabei wird die Stufe der nicht unter
Last stufbaren Transformatoren so gewählt, dass die Anzahl und Ausprägung der
Grenzwertverletzungen im Simulationszeitraum, bspw. einem Jahr, minimiert wird.
Im Falle von unter Last stufbaren Transformatoren wird die Stufe der Transforma-
toren für jeden Zeitschritt nach gleicher Definition optimal gewählt. Verbleiben trotz
optimaler Transformatorstufe noch Grenzwertverletzungen im Netzgebiet, so wird die
netzdienliche Flexibilitätsnutzung in einer Optimierung bestimmt und die Auswirkun-
gen durch eine Leistungsflussrechnung inklusive erneuter Blindleistungsoptimierung
simuliert. Unter Einhaltung der Nebenbedingungen für den Flexibilitätseinsatz von
Anlagen im Netzgebiet werden die Einsatzzeitreihen dabei so variiert, dass die Anzahl
oder Ausprägung von Grenzwertverletzungen reduziert wird. Dabei wird angestrebt,
die Leistungsabweichung zum Verhindern beziehungsweise Verringern der Grenzwert-
verletzungen ausgehend vom markt- und systemdienlichen Einsatz nur minimal zu
verändern.

Falls die durch Nebenbedingungen begrenzte netzdienliche Flexibilitätsnutzung nicht
ausreicht, um alle Grenzwertverletzungen zu verhindern, werden die verbleibenden
Grenzwertverletzungen mit dem Ziel minimiert, den Ausbaubedarf möglichst stark
zu reduzieren. Sowohl bei der Optimierung der Transformatorstufe als auch der netz-
dienlichen Flexibilitätsnutzung können die vorangegangenen Module des Ausbau-
Algorithmus aufgerufen werden, um die gegenseitige Beeinflussung zu berücksich-
tigen.
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Grenzwertverletzungen durch netzdienliche 
Flexibilitätsnutzung minimieren

Netzausbaumaßnahme(n) bestimmen

Simulation des Netzausbaubedarfs der 
repräsentativen Verteilnetze unter 
Berücksichtigung netzdienlicher 

Flexibilitätsbewirtschaftung

Eingangsdaten:
• Verteilnetztopologie (HS / MS / NS)

• Markt- und systemdienliche Anlagen-Einsatzzeitreihen
• Nebenbedingungen für Flexibilitätseinsatz von Anlagen

Ausbau-Algorithmus in Abhängigkeit der Spannungsebene

Ausgangsdaten:
• Ausgebautes Verteilnetz und assoziierte Kosten

• Informationen zur netzdienlichen Flexibilitätsnutzung

! !

!

!

?

!

!

Leistungsflussberechnung und Blindleistungsoptimierung 
zur Bestimmung von Grenzwertverletzungen durchführen

Grenzwertverletzungen durch Wahl von Transformatorstufe 
minimieren

!

Abbildung 4.8: Übersicht der Netzausbausimulation

Verbleiben nach Durchführung der Optimierungen noch Grenzwertverletzungen im
Netz, so werden Netzausbaumaßnahmen bestimmt, welche die vorhandenen Grenz-
wertverletzungen, oder einen Teil dieser, auflösen. Für die auf diese Weise verän-
derte Netztopologie wird erneut eine Leistungsflussberechnung, Blindleistungs- und
Transformator-Optimierung sowie optimierte Nutzung netzdienlicher Flexibilität
durchgeführt. Dieser Prozess wird so lange wiederholt, bis alle Grenzwertverletzun-
gen aufgelöst sind. Die durch diese Methode modifizierte Verteilnetztopologie weist
die Eigenschaft auf, dass sie unter Berücksichtigung der zugelassenen netzdienlichen
Flexibilitätsnutzung engpassfrei ist. Für die ursprünglich als Eingangsdaten zur Ver-
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fügung gestellten markt- und systemdienlichen Einsatzzeitreihen gilt diese Engpass-
freiheit jedoch oftmals nicht.

Als Ausgangsdaten liegen schließlich die ausgebaute Verteilnetztopologie sowie mit
den Ausbaumaßnahmen assoziierte Investitionskosten vor, die auch als Annuität aus-
gedrückt werden können. Ebenfalls sind die netzdienlichen Anlagenzeitreihen und
Informationen zur Beschreibung des netzdienlichen Anlagenverhaltens ein Teil der
Ausgangsdaten, die im weiteren Verlauf der Untersuchungsmethode in der Marktsi-
mulation genutzt werden können, um die markt-, netz- und systemdienliche Flexi-
bilitätsbewirtschaftung zu bestimmen. Im Folgenden Abschnitt werden die einzelnen
Module der Netzausbausimulation detailliert beschrieben.

4.4.1 Leistungsflussberechnung und Optimierung des
Blindleistungsverhaltens

Grundlage für die Auswahl geeigneter Netzausbaumaßnahmen ist die Bestimmung der
Auslastung und des Zustands der Betriebsmittel im Netz entsprechend der Planungs-
und Betriebsgrundsätze (siehe Kapitel 2). Daher ist die thermische Belastung von Be-
triebsmitteln, bspw. von Leitungen und Transformatoren, sowie die Einhaltung des
zulässigen Spannungsbandes in der Leistungsflussrechnung als Kriterium zur Auswahl
geeigneter Netzausbaumaßnahmen relevant. In dieser Arbeit wird die Kurzschlussleis-
tung nicht berücksichtigt, um die Komplexität zu reduzieren. Die gesuchten Größen
können für eine gegebene Netztopologie und Belastungssituation durch eine komple-
xe Leistungsflussberechnung bestimmt werden. In der entwickelten Simulationsumge-
bung wird dazu der Newton-Raphson-Algorithmus genutzt. Der Ablauf dieses itera-
tiven Verfahrens kann bspw. [151] entnommen werden und wird in der vorliegenden
Arbeit vorausgesetzt. Das Wirkleistungsverhalten der angeschlossenen Anlagen an
einem Knoten wird für die Leistungsflussrechnung aggregiert und wird mit Ausnah-
me des Referenzknotens exogen vorgegeben. Das Blindleistungsverhalten von ange-
schlossenen Anlagen wird durch die Anschlussrichtlinien (siehe Unterabschnitt 2.1.3)
festgelegt und soll nach A 2.2 in Unterabschnitt 3.3.2 möglichst netzdienlich durch
Optimierung gewählt werden. Dazu wird in einem initialen Schritt eine komplexe
Leistungsflussberechnung mit exogen vorgegebenem Blindleistungsverhalten Qinit

a,t für
alle Anlagen a ∈ A und Zeitschritte t ∈ T durchgeführt. Das Blindleistungsverhalten
kann sich dabei an den Grenzwerten für Qa,t orientieren, sodass bspw. bei Anlagen,
die Wirkleistung einspeisen, eine maximal spannungssenkende Wirkung der Blind-

90



4.4 Netzausbausimulation mit netzdienlicher Flexibilitätsnutzung

leistung angenommen wird. Die jeweiligen Knoten der Anlagen werden folglich als
PQ-Knoten in der Leistungsflussberechnung modelliert. Das Leistungsflussergebnis
liefert nach Auswertung der Knotenspannungen und Zweigströme eine Menge Kgwv

t ,
welche die Knoten mit Grenzwertverletzung (Über- beziehungsweise Unterspannun-
gen) zum Zeitschritt t umfasst. Ebenso liegt eine Menge Zgwv

t von Zweigen (Leitungen
und Transformatoren) mit Grenzwertverletzungen vor. Für diese Elemente wird eine
notwendige Änderung des Spannungsbetrages ∆|Uk,t| bzw. des Zweigstrombetrages
∆|Iz,t| mittels Differenzbildung so bestimmt, dass die Grenzwertverletzungen aufge-
löst werden.

Um ein lineares Optimierungsproblem formulieren zu können, wird der Einfluss der
Blindleistungsänderung an einem Knoten k zu einem Zeitpunkt t, ∆Qk,t, auf die
Knotenspannungen und thermischen Belastungen von Betriebsmitteln des Netzes be-
stimmt. Dazu werden in dieser Arbeit zwei Verfahren genutzt:

• Vergleichsverfahren: Die resultierenden Spannungen und Leistungsflüsse von
zwei Leistungsflussrechnungen bei variierter Knotenblindleistung werden ver-
glichen.

• Sensitivitäten aus der Leistungsfluss-Jacobi-Matrix: Die Ableitungen innerhalb
der Jacobi-Matrix der letzten (konvergierten) Leistungsflussiteration werden ge-
nutzt, um die Leistungsflusssensitivitäten zu bestimmen.

Während die Sensitivitäten aus der Jacobi-Matrix entsprechend der zugrundeliegen-
den Methode eine Ableitung im aktuellen Arbeitspunkt ist, kann im Vergleichsverfah-
ren ein Linearisierungsbereich vorgegeben werden. In Abhängigkeit des Anwendungs-
falls kann es zweckdienlich sein, im Vergleichsverfahren in Relation große Differenzen
in der Knotenleistung zu vergleichen. Dies kann bspw. sinnvoll sein, wenn ein Be-
triebsmittel eine große Überlastung aufweist und somit zu erwarten ist, dass auch
eine große Arbeitspunktänderung notwendig ist, um den Engpass aufzulösen. Somit
verspricht die auf diese Weise erlangte Sensitivität genauere Ergebnisse. Die Methode
zur Berechnung der Sensitivitäten aus dem Arbeitspunkt mit Hilfe der Jacobi-Matrix
wird in [152] vorgestellt und in die Simulationsumgebung integriert.

Entsprechend des Anschlussknotens einer Anlage können die erlangten Knotensensi-
tivitäten den Anlagen zugeordnet werden. Die Optimierung kann im statischen Fall
aufgrund vernachlässigbarer Zeitkopplung im Blindleistungsverhalten bei gegebenem
Wirkleistungsverhalten für jeden Zeitschritt t separat erfolgen. Die Spannungssensi-
tivitäten sU,Q

m,a,t beschreiben den Einfluss einer Blindleistungsänderung der Anlage a
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auf den Betrag der Spannung am Knoten m. Somit gilt:

sU,Q
m,a,t = ∂|Um,t|

∂Qa,t
(4.21)

Analog gilt für den Einfluss auf den Betrag der komplexen Zweigströme an Zweig
z:

sI,Q
z,a,t = ∂|Iz,t|

∂Qa,t
(4.22)

Für alle überlasteten Betriebsmittel werden Nebenbedingungen zur Auflösung der
Grenzwertverletzungen formuliert. Die Entscheidungsvariablen des Optimierungspro-
blems ∆Qa,t werden dabei mit den Sensitivitäten multipliziert, somit gilt:

∑︂
a∈A

(∆Qa,t · sI,Q
z,a,t) ≥ cz,t · ∆|Iz,t| − ξz,t für ∆|Iz,t| > 0 (4.23)

und ∑︂
a∈A

(∆Qa,t · sI,Q
z,a,t) ≤ cz,t · ∆|Iz,t| + ξz,t für ∆|Iz,t| < 0. (4.24)

Die Slackvariable ξz,t stellt sicher, dass die Nebenbedingung lösbar ist und stellt ein
Maß für die verbleibende Überlastung eines Betriebsmittels dar. cz,t ermöglicht die
Skalierung der vorgegebenen Anpassung des Zweigstrombetrages, um etwaige Lineari-
sierungsfehler auszugleichen, indem die Sollwertveränderung des Zweigstromes ∆|Iz,t|
variiert wird. Der Faktor wird in der iterativen Anwendung der Blindleistungsopti-
mierung genutzt, welche an späterer Stelle erläutert wird.

Für Spannungsbandverletzungen gelten analog die folgenden Nebenbedingungen:

∑︂
a∈A

(∆Qa,t · sU,Q
m,a,t) ≥ cm,t · ∆|Um,t| − ξm,t für ∆|Um,t| > 0 (4.25)

und ∑︂
a∈A

(∆Qa,t · sU,Q
m,a,t) ≤ cm,t · ∆|Um,t| + ξm,t für ∆|Um,t| < 0. (4.26)

Neben diesen Netznebenbedingungen sind die Blindleistungsgrenzwerte der Anlagen
zur Begrenzung von ∆Qa,t zu berücksichtigen:

∆Qa,t ≥ Qmin
a,t −Qinit

a,t (4.27)
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und
∆Qa,t ≤ Qmax

a,t −Qinit
a,t . (4.28)

Die Slackvariablen ξm,t und ξz,t müssen zudem stets größer gleich null sein.

Die Zielfunktion für den jeweiligen Zeitschritt t besteht schließlich in der Minimierung
der gewichteten Slackvariablen aller Betriebsmittel mit Grenzwertverletzung:

min
⎛⎝∑︂

Zgwv
(gz · ξz,t) +

∑︂
Kgwv

(gm · ξm,t)
⎞⎠ (4.29)

gz und gm stellen Gewichtungen der Slackvariablen dar. Slackvariablen von Leitungs-
nebenbedingungen können bspw. mit der Länge der jeweiligen Leitung gewichtet wer-
den. Bei Spannungsbandverletzungen kann der Abstand des betroffenen Knotens vom
Anschlussknoten an die höhere Spannungsebene genutzt werden, und bei Transforma-
toren können die Investitionskosten für einen parallelen Transformator berücksichtigt
werden. Diese Gewichtung hat bspw. zur Folge, dass vorrangig kurze Leitungen über-
lastet werden. Im Anwendungsfall der Netzausbausimulation ist dies erstrebenswert,
da sich die Investitionskosten bei einer Leitungsverstärkung antiproportional zur Lei-
tungslänge verhalten und somit im Vergleich geringere Investitionskosten anfallen
würden. Die Parametrierung der Gewichtung der Slackvariablen kann zusätzlich, wie
beim Transformator, in Abhängigkeit des Betriebsmittels erfolgen. Dies berücksich-
tigt, dass die Investitionskosten für ein Betriebsmittel durch die möglichen Quanti-
sierungsstufen der Ausbaumaßnahme unterschiedlich sind. Dieses Vorgehen ist beim
Vergleich von Transformatoren und Leitungen sinnvoll, da auch eine geringe Überlas-
tung eines Transformators große Investitionskosten zur Folge hat, wenn ein paralleler
Transformator hinzugefügt wird. Im Gegensatz dazu kann die Erhöhung der Strom-
tragfähigkeit existierender Freileitungen mit vergleichsweise geringeren Investitions-
kosten verbunden sein.

Die Linearisierung des Optimierungsproblems kann zur Folge haben, dass vorgegebene
∆|Iz,t| oder ∆|Um,t| bei Durchführung einer komplexen Leistungsflussberechnung mit
optimiertem Blindleistungsverhalten der Anlagen nicht erreicht werden und Betriebs-
mittel weiter überlastet sind. Ebenso können zuvor nicht überlastete Betriebsmittel
überlastet werden, da diese nicht über Nebenbedingungen in die Optimierung inte-
griert sind. Daher wird die erläuterte Optimierung iterativ mit dem in Abbildung 4.9
dargestellten Verfahren durchgeführt.
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Initiale Leistungsflussrechnung durchführen und notwendige 
Änderung der Knotenspannungen und Zweigströme sowie 

Sensitivitäten bestimmen

Lineare Blindleistungsoptimierung und 
Leistungsflussrechnung durchführen

Slack gleich 0 & Grenzwertverletzung ? 

𝑐𝑐𝑚𝑚,𝑡𝑡 bzw. 𝑐𝑐𝑧𝑧,𝑡𝑡 anpassen

Weitere Betriebsmittel überlastet?

Erstelle Nebenbedingungen für diese Betriebsmittel 

Blindleistungsoptimierung abgeschlossen

ja

nein

ja

nein

Abbildung 4.9: Übersicht des Verfahrens zur Blindleistungsoptimierung

Auf Basis der initialen Leistungsflussrechnung werden die notwendigen Änderungen
der Knotenspannungen und Zweigströme sowie die Sensitivitäten bestimmt. Nach der
Blindleistungsoptimierung wird erneut eine Leistungsflussrechnung mit dem aktua-
lisierten Blindleistungsverhalten der Anlagen durchgeführt. Fälle, in denen die vor-
gegebene Änderung der Knotenspannungen oder Zweigströme nicht zur erwünschten
Auflösung der Grenzwertverletzung geführt haben, obwohl ausreichende Blindleis-
tungsflexibilität der Anlagen zur Verfügung steht, können mithilfe der Slackwerte
identifiziert werden. Ist eine Nebenbedingung ohne Slacknutzung in der Optimierung
gelöst, ist die verbleibende Netzrestriktion auf den Linearisierungsfehler zurückzu-
führen. Um den Fehler auszugleichen, wird cm,t bzw. cz,t angepasst. Dabei wird be-
rücksichtigt, wie oft dieser Fall beim jeweiligen Betriebsmittel aufgetreten ist, um die
Anpassung des Grenzwertes adäquat durchzuführen. Somit wird kein globaler Ite-
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rationszähler genutzt, sondern für jedes Betriebsmittel ein eigener Iterationszähler
mitgeführt. Dadurch kann sichergestellt werden, dass die Sollwerte nur in einem Ma-
ße angepasst werden, in dem dies für das jeweilige Betriebsmittel notwendig ist. In
den übrigen Nebenbedingungen wird der Wert für cm,t bzw. cz,t beibehalten, wenn er
die Grenzwertverletzung aufgelöst hat, beziehungsweise wenn der Slackwert ungleich
null ist und somit nicht genügend Blindleistungsflexibilität vorhanden ist.

Falls alle initialen Grenzwertverletzungen gelöst sind oder auf ein Minimum redu-
ziert wurden, wird überprüft, ob weitere Betriebsmittel durch das angepasste Blind-
leistungsverhalten überlastet werden. In diesem Fall werden die Nebenbedingungen
aufgenommen und in der nächsten Iteration der Blindleistungsoptimierung berück-
sichtigt. Wenn alle Betriebsmittel mit Grenzwertverletzung als Nebenbedingungen in
der Optimierung integriert sind und die Linearisierungsfehler ausgeglichen wurden,
endet das Verfahren.

Als Resultat dieses Moduls liegt folglich ein Leistungsflussergebnis vor, welches die
Blindleistungsflexibilität der Anlagen im Sinne der Zielfunktion optimal nutzt, um
Grenzwertverletzungen zu minimieren.

4.4.2 Modellierung der Flexibilität von Transformatoren

Das Ziel der Transformatorstufenwahl besteht wie bei der Blindleistungsoptimierung
darin, Grenzwertverletzungen in einem Optimierungszeitraum Topt zu minimieren.
Üblicherweise werden in den Umspannebenen der Höchstspannung und HS sowie der
HS und MS unter Last stufbare Transformatoren eingesetzt. In der Umspannebene
der MS und NS hingegen sind hauptsächlich Transformatoren im Einsatz, die nicht
unter Last stufbar sind. Unter Last stufbare Transformatoren, bezeichnet als regelbare
Ortsnetztransformatoren, werden jedoch als Ausbaumaßnahme berücksichtigt. In der
Modellierung der betrieblichen Flexibilität der Transformatoren in der zeitreihenba-
sierten Leistungsflussberechnung werden daher die folgenden Fälle unterschieden:

• Unter Last stufbarer Transformator: Die Stufe des Transformators kann in jedem
Zeitschritt angepasst werden.

• Nicht unter Last stufbarer Transformator: Die gewählte Stufe gilt für den ge-
samten Simulationszeitraum (bspw. ein Jahr) und kann innerhalb des Simulati-
onszeitraums nicht variiert werden.

Zur Bewertung der Transformatorstufe beziehungsweise des sich einstellenden Span-
nungsprofils im betrachteten Netz werden zunächst die Strafterme χUnter nach Glei-
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chung 4.30 und χUeber nach Gleichung 4.31 gebildet.

χUnter =
∑︂
t∈Topt

∑︂
k∈KUnter

t

gUnter
k · (Umin − Uk,t) (4.30)

χUeber =
∑︂
t∈Topt

∑︂
k∈KUeber

t

gUeber
k · (Uk,t − Umax) (4.31)

Für die Menge der Knoten mit Unterspannung KUnter
t beziehungsweise Überspan-

nung KUeber
t wird die Abweichung zum jeweiligen Grenzwert Umin beziehungsweise

Umax für den Optimierungszeitraum gewichtet summiert. Die Gewichtung kann sich
dabei analog zur Blindleistungsoptimierung wieder an der Distanz zur Umspannanla-
ge zur höheren Spannungsebene orientieren. Der Optimierungszeitraum Topt umfasst
entweder einen Zeitschritt (unter Last stufbarer Transformator) oder alle Zeitschritte
des Betrachtungshorizonts (nicht unter Last stufbarer Transformator). Ebenso wird
bestimmt, ob Leitungen thermisch überlastet sind. Damit kann in Anlehnung an die
Blindleistungsoptimierung (Gleichung 4.29) die Minimierung einer Zielfunktion be-
ziehungsweise eines Strafterms definiert werden:

min(χUeber + χUnter + χtherm) (4.32)

Der Strafterm für thermische Überlastungen wird dabei analog zur Blindleistungsop-
timierung für die Menge der überlasteten Zweige Ztherm in den Zeitschritten Topt des
Optimierungszeitraums gebildet:

χtherm =
∑︂
t∈Topt

∑︂
z∈Ztherm

t

gtherm
z · (|Iz,t| − Iz,max) (4.33)

Zum Auffinden des Minimums der definierten Zielfunktion wird der Lösungsraum
heuristisch iterativ durchsucht. In der Heuristik wird der Einfluss der Transformator-
stufe auf die iterationsabhängigen Strafterme χUnter

it und χUeber
it sowie die Zielfunktion

integriert. Dadurch kann die Anzahl der benötigten Leistungsflussrechnungen zum
Auffinden des Optimums gering gehalten werden. Die entwickelte Methode wird in
Abbildung 4.10 dargestellt und kann für beide Transformatortypen genutzt werden.
Lediglich der Zeitraum für die Gültigkeit der Stufe und die Bewertung einer ausge-
wählten Stufe unterscheiden sich.
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Eingangsdaten:
Neutrale Transformatorstufe 𝜔𝜔0

Trafo = 0 || 𝜔𝜔0
Trafo = 𝜔𝜔opt,𝑡𝑡−1

Trafo

𝜅𝜅 = NaN; it = 0

Leistungsflussrechnung; Berechne 𝜒𝜒𝑖𝑖𝑡𝑡Unterund 𝜒𝜒𝑖𝑖𝑡𝑡Ueber,
Anzahl Engpässe Leitungen & Konvergenzstatus

?
𝜅𝜅 = 1

𝜔𝜔𝑖𝑖𝑡𝑡+1
Trafo = 𝜔𝜔𝑖𝑖𝑡𝑡

Trafo + 𝜅𝜅

? 𝜅𝜅 = − 1
𝜔𝜔𝑖𝑖𝑡𝑡+1
Trafo = 𝜔𝜔𝑖𝑖𝑡𝑡

Trafo+ 𝜅𝜅

?

Ausgangsdaten:
Transformatorstufe mit minimalem Zielfunktionswert

𝜅𝜅 = 1
wTrafo,it+1 = wTrafo,it + 𝜅𝜅

𝜅𝜅 = 1
𝜔𝜔𝑖𝑖𝑡𝑡+1
Trafo = 𝜔𝜔min

Trafo

𝜅𝜅 unverändert
𝜔𝜔𝑖𝑖𝑡𝑡+1
Trafo = 𝜔𝜔𝑖𝑖𝑡𝑡

Trafo + 𝜅𝜅

𝑖𝑖𝑖𝑖 = 𝑖𝑖𝑖𝑖 + 1 

𝑖𝑖𝑖𝑖 = 0 ?

nein

nein

nein

ja

nein

nein

nein

nein

nein

nein

ja

ja

ja

ja

ja

ja

ja

ja

ja

nein

Abbruchbedingung erfüllt?

𝜒𝜒𝑖𝑖𝑡𝑡Ueber = 0 & 𝜒𝜒𝑖𝑖𝑡𝑡Unter = 0 &
LF konv. & Ltg.-Engpässe?

𝜔𝜔𝑖𝑖𝑡𝑡
Trafo + 𝜅𝜅 erlaubt? 

𝜒𝜒𝑖𝑖𝑡𝑡Ueber = 0 & 𝜒𝜒𝑖𝑖𝑡𝑡Unter > 0 & LF konv.?

𝜒𝜒𝑖𝑖𝑡𝑡Ueber > 0 & 𝜒𝜒𝑖𝑖𝑡𝑡Unter = 0 & LF konv.?

𝜒𝜒𝑖𝑖𝑡𝑡Ueber > 0 & 𝜒𝜒𝑖𝑖𝑡𝑡Unter > 0 || LF nicht konv.?

𝜔𝜔𝑖𝑖𝑡𝑡
Trafo< 𝜔𝜔maxTrafo

𝜔𝜔𝑖𝑖𝑡𝑡
Trafo> 𝜔𝜔min

Trafo

𝜔𝜔𝑖𝑖𝑡𝑡
Trafo< 𝜔𝜔maxTrafo

Abbildung 4.10: Ablauf der Stufenoptimierung von Transformatoren (wenn Stufen-
erhöhung unterspannungsseitig eine Spannungserhöhung zur Folge
hat)
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Da die Transformatorstufe unmittelbar die Spannungen im betrachteten Netz beein-
flusst, besteht die primäre Zielstellung darin, Spannungsbandverletzungen zu vermei-
den beziehungsweise zu minimieren. Thermischen Grenzwertverletzungen wird durch
eine möglichst hohe Festsetzung der Spannung zur Reduktion der Ströme erst in
einem nachgelagerten Schritt entgegengewirkt.

Die Initialisierung der Heuristik erfolgt in Abhängigkeit des zu optimierenden Trans-
formatortypen. Im Falle eines nicht unter Last stufbaren Transformators wird die
Transformatorstufe ωTrafo auf die neutrale Stufe gesetzt, in der Regel null. Im Falle
eines unter Last stufbaren Transformators wird die Transformatorstufe, falls möglich,
auf die optimale Stufe des vorigen Zeitschrittes ωTrafo

opt,t−1 gesetzt, da die Heuristik in
diesem Fall zu jedem Berechnungszeitpunkt aufgerufen wird. Auf diese Weise kön-
nen Iterationen eingespart werden, falls sich die Versorgungsaufgabe zwischen den
zwei Zeitschritten nicht wesentlich verändert.10 Der Iterationszähler it wird zu Be-
ginn zu null initialisiert, während eine Steuervariable κ ∈ {−1,1} zunächst in einem
unbestimmten Zustand verbleibt. Im ersten Berechnungsschritt wird eine Leistungs-
flussrechnung durchgeführt. Diese umfasst entweder alle Zeitschritte (nicht unter Last
stufbarer Transformator), oder einen ausgewählten Zeitschritt, für den die Transfor-
matorstufe optimiert werden soll (unter Last stufbarer Transformator). Konvergiert
der Leistungsfluss nicht, wird diese Information in den weiteren Schritten berücksich-
tigt. Wenn bereits zwei Iterationen durchgeführt wurden, wird eine Abbruchbedin-
gung auf Grundlage der Spannungs-Strafen für die Iterationen überprüft. Diese Ab-
bruchbedingung wird zum besseren Verständnis separat im Anschluss an die weitere
Beschreibung dieser Übersicht erläutert. Wenn die Abbruchbedingung nicht erfüllt
wird, wird der weitere Ablauf des Algorithmus über die Auswertung der Strafen, des
Konvergenzstatus und den thermischen Überlastungen gesteuert.

Falls es keine Strafe für Überspannungen gibt, d.h. χUeber
it gleich null ist und zeit-

gleich eine Strafe für Unterspannungen existiert, bedeutet dies bei einem konvergier-
ten Leistungsfluss, dass die Erhöhung der Spannung auf der Unterspannungsseite des
Transformators überprüft werden sollte. Demnach wird die Stufe des Transformators
über die Steuervariable κ erhöht, wenn noch nicht die maximale Transformatorstufe
ωTrafo

max erreicht ist. Bei invertierter Anordnung des Stufenstellers kann dies ebenfalls
über die Steuervariable abgebildet und diese in Abhängigkeit der Transformatoreigen-
schaften gewählt werden, sodass in diesem Fall die Transformatorstufe nicht erhöht,

10Um eine vollständig parallelisierbare Implementierung gewährleisten zu können, kann auf diese
Art der Initialisierung verzichtet werden.
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sondern verringert werden würde. In der weiteren Erläuterung und Darstellung des
Ablaufdiagramms wird davon ausgegangen, dass die Erhöhung der Transformatorstu-
fe die unterspannungsseitige Spannung erhöht. Werden nur Überspannungen durch
die Strafterme detektiert, wird der Transformator so gestuft, dass die unterspannungs-
seitige Spannung verringert wird.

Ist der Leistungsfluss nicht konvergiert, oder es kommt sowohl zu Über- als auch
Unterspannungen im Netzgebiet, wird der Suchraum in Abhängigkeit der Iteration
durchsucht: Tritt diese Situation in der ersten Iteration auf, also bei neutraler Trans-
formatorstufe oder bei optimaler Transformatorstufe des vorigen Zeitschrittes, so wird
der komplette Suchraum ausgehend von der minimalen Stufe durchsucht. Tritt diese
Situation in einer späteren Iteration auf, wird die Suchrichtung beibehalten. Dieser
Fall tritt bspw. auf, wenn das Hochstufen ausgehend von einer Situation mit Unter-
spannungen noch nicht alle Unterspannungen auflöst, aber bereits eine Überspannung
im Netzgebiet zur Folge hat. Die Suche muss in diese Richtung fortgesetzt werden,
um ein Zielfunktionsminimum bei höherer Transformatorstufe mit vermehrten Über-
spannungen, aber geringeren Unterspannungen identifizieren zu können.

Falls keiner der vorigen drei Fälle vorliegt, gibt es keine Spannungsbandverletzun-
gen und ein konvergiertes Leistungsflussergebnis. Daher kann das sekundäre Ziel der
Heuristik, die Verringerung von thermischen Grenzwertverletzungen von Leitungen,
verfolgt werden. Dies geschieht durch eine Erhöhung der Spannung im betrachteten
Netzgebiet, wenn dies zulässig ist. Liegen keine Grenzwertverletzungen an Leitun-
gen vor, ist eine Transformatorstufe gefunden, die keinerlei Grenzwertverletzungen
im Netzgebiet zur Folge hat, und die Suche kann beendet werden.

Ein wichtiges Element zur Steuerung des dargestellten Algorithmus ist die Überprü-
fung einer Abbruchbedingung. Diese bietet einen Mehrwert, da nicht zu erwarten ist,
dass immer eine Transformatorstufe im Suchraum existiert, die keinerlei Grenzwert-
verletzungen beinhaltet. Dass keine Stufe existiert, die Engpassfreiheit herstellt, ist in
Abhängigkeit der Strafterme bereits zu erkennen, ohne dass der Suchraum vollständig
durchsucht werden muss. Die Suche wird abgebrochen, wenn gilt, dass χUnter

it > χUnter
it−1

und χUeber
it = 0 , beziehungsweise χUeber

it > χUeber
it−1 und χUnter

it = 0. Die Suche wird in
diesen Fällen abgebrochen, weil die bestmögliche Stufe bereits überschritten wurde.

Zusammengefasst kann mithilfe der dargestellten Heuristik die optimale Transfor-
matorstufe für unter Last und nicht unter Last stufbare Transformatoren gefunden
werden.
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Maßnahmen zur Komplexitätsreduktion
Die Strafterme im Rahmen der Optimierungsheuristik werden mithilfe der Leistungs-
flussberechnung, die in Unterabschnitt 4.4.1 beschrieben wird, bestimmt. Die Ausfüh-
rung beider Module ermöglicht die Annäherung an die optimale Nutzung der Blind-
leistungsflexibilität und Transformatoren. Die Kopplung der beiden Verfahren kann
bei einem hohen Rechenaufwand möglichst optimale Ergebnisse liefern (Option Tr1),
oder mit geringerem Rechenaufwand eine Lösung finden, die dem Optimum entspre-
chen kann, aber nicht zwangsläufig entspricht (Option Tr2):

• Option Tr1: Die Leistungsflussrechnung bestimmt das optimale Blindleistungs-
verhalten QA

opt,init für die initiale Transformatorstufe. Das Blindleistungsverhal-
ten wird in der Folge bei jeder Iteration der Transformatorstufenoptimierung
neu optimiert.

• Option Tr2: Die Leistungsflussrechnung bestimmt das optimale Blindleistungs-
verhalten QA

opt,init für die initiale Transformatorstufe. Dieses Blindleistungsver-
halten wird in der Folge bei jeder Iteration der Transformatorstufenoptimierung
beibehalten.

4.4.3 Modellierung netzdienlicher Flexibilitätsnutzung

Zusätzlich zur in Unterabschnitt 4.4.1 dargestellten Nutzung verfügbarer Blindleis-
tungsflexibilität kann auch das Wirkleistungsverhalten von Anlagen angepasst wer-
den, um Grenzwertverletzungen zu minimieren und in der Konsequenz den Netzaus-
baubedarf zu reduzieren. Entsprechend A 2.3 in Unterabschnitt 3.3.2 werden Ener-
gienebenbedingungen für die Veränderung des Anlagenverhaltens eingeführt, um in
der Anwendung die Untersuchung verschiedener Ausprägungen netzdienlicher Flexi-
bilitätsnutzung in der Planung zu ermöglichen. Somit ist im Gegensatz zur Blindleis-
tungsoptimierung eine zeitpunktscharfe Optimierung nicht möglich und der gesamte
Simulationszeitraum, für den die Energienebenbedingungen gelten, muss optimiert
werden. Da die gesamtsystemischen Auswirkungen einer veränderten Flexibilitäts-
bewirtschaftung im Ausbauprozess nicht abzuschätzen sind, besteht die Zielstellung
der Optimierung ergänzend zudem darin, den marktdienlichen Flexibilitätseinsatz so
wenig wie möglich zu verändern, aber Grenzwertverletzungen soweit wie möglich zu
beheben. Folglich wird die Zielfunktion aus Gleichung 4.29 erweitert:

min
⎛⎝∑︂
t∈T

⎛⎝∑︂
Zgwv

(gz · ξz,t) +
∑︂

Kgwv

(gm · ξm,t) +
∑︂
a∈A

(︂
∆P pos

a,t + ∆P neg
a,t

)︂⎞⎠⎞⎠ (4.34)
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Die Zielfunktion entspricht der Summe der Slackleistungen und Wirkleistungsverän-
derungen in allen Zeitschritten t aus der Menge aller Zeitschritte T . Die Slackleis-
tungen, die verbleibende Grenzwertverletzungen zu einem Zeitpunkt t repräsentieren,
werden gewichtet für alle betroffenen Betriebsmittel aufsummiert. Die Wirkleistungs-
veränderung wird in eine Einspeisungserhöhung ∆P pos

a,t und eine Lasterhöhung ∆P neg
a,t

zerlegt, da beide Variablen nur positive Werte annehmen dürfen, um eine Minimierung
der Zielfunktion zu ermöglichen. Die Minimierung der eingesetzten Wirkleistungsän-
derung als Teil der Zielfunktion ist optional. Er wird hinzugefügt, um eine möglichst
effiziente Engpassauflösung zu erreichen und ermöglicht eine vereinfachte Aggregation
der Netzrestriktionen in Abschnitt 4.5 zur vereinfachten Integration in die Marktsi-
mulation. Eine weiterführende Erläuterung ist im genannten Abschnitt zu finden. Die
Netznebenbedingungen eines Zweiges z für einen Zeitpunkt t ergeben sich zu:

∑︂
a∈A

((∆P pos
a,t − ∆P neg

a,t ) · sI,P
z,a,t) ≥ cz · ∆|Iz,t| − ξz,t für ∆|Iz,t| > 0 (4.35)

und

∑︂
a∈A

((∆P pos
a,t − ∆P neg

a,t ) · sI,P
z,a,t) ≤ cz · ∆|Iz,t| + ξz,t für ∆|Iz,t| < 0. (4.36)

Die Sensitivitäten sI,P
z,a,t stellen den Einfluss einer Wirkleistungsänderung der Anlage

a zum Zeitpunkt t auf den Zweig z dar und können ebenso wie die Blindleistungs-
sensitivitäten aus dem Vergleich von zwei Leistungsflussrechnungen oder mithilfe
der Jacobi-Matrix hergeleitet werden. Wenn das Vergleichsverfahren zur Sensitivi-
tätsbestimmung genutzt wird, kann die notwendige Blindleistungsänderung in Folge
der Wirkleistungsänderung in den vergleichenden Leistungsflussrechnungen integriert
werden, sodass der Blindleistungseinfluss in diesem Fall bereits Teil der Sensitivität
sI,P
z,a,t beziehungsweise sU,P

m,a,t ist. In der Formulierung der Nebenbedingung wird da-
her auf den Blindleistungseinfluss verzichtet. Andernfalls kann davon ausgegangen
werden, dass der cos(φ) im Engpassfall mit großer Wahrscheinlichkeit konstant ge-
halten wird, da bereits ein möglichst engpassreduzierendes Blindleistungsverhalten
gewählt wurde. Die Netznebenbedingungen für Spannungsbandverletzungen ergeben
sich analog und werden an dieser Stelle nicht wiederholt.

Der maximale Wert von ∆P neg
a,t bzw. ∆P pos

a,t ist abhängig vom Anlagentyp und dem
initialen marktdienlichen Einsatz Pmarkt

a,t . In der folgenden Tabelle 4.5, welche die
Grenzwerte angibt, wird davon ausgegangen, dass Lasten negative Werte aufweisen
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und Einspeisungen positive Werte (Erzeugerzählpfeilsystem).

Tabelle 4.5: Grenzwerte für ∆P pos
a,t und ∆P neg

a,t in Abhängigkeit des Anlagentyps

Anlagentyp ∆P pos,min
a,t ∆P pos,max

a,t ∆P neg,min
a,t ∆P neg,max

a,t

Erzeuger 0 P verf
max,t − Pmarkt

a,t 0 Pmarkt
a,t

Speicher 0 PEinsp
max,t − Pmarkt

a,t 0 Pmarkt
a,t − P Last

max,t
Last 0 −Pmarkt

a,t 0 Pmarkt
a,t − P Last

max,t

Exemplarisch kann die maximale Einspeiseerhöhung bei Lasten realisiert werden,
indem die Last auf null reduziert wird. Somit entspricht ∆P pos,max

a,t dem negativen
der Leistung Pmarkt

a,t , da die vermarktete Leistung entsprechend des Zählpfeilsystems
bei einer Last negativ ist und sich somit ein positives Flexibilitätspotenzial ergibt.
Im Falle von Erzeugern oder Speichern kann die Einspeisung zudem auf die verfüg-
bare (witterungsabhängige) Leistung (P verf

max,t) beziehungsweise installierte Einspeise-
leistung (PEinsp

max,t ) erhöht werden. Eine maximale Lasterhöhung ∆P neg,max
a,t kann bei

Erzeugern realisiert werden, indem die vermarktete positive Leistung Pmarkt
a,t auf null

reduziert wird. Speicher und Lasten im Teillastbetrieb können ihre Last entsprechend
auf die maximale Last P Last

max,t, die im Zählpfeilsystem negativ ist, erhöhen.

Die maximale oder minimale Leistung einer Anlage zu einem Zeitschritt t kann dabei
von weiteren Größen abhängen, wie bspw. dem aktuellen Energiegehalt. Dazu kön-
nen weitere anlagenspezifische Nebenbedingungen zum Speicherstand, der maximalen
Verschiebedauer oder ähnlichem integriert werden. Diese fügen eine Zeitkopplung hin-
zu, wie am Beispiel des Speicherstands ersichtlich wird:

ESpeicher
t = ESpeicher

t−1 + (Pmarkt
t + ∆P pos

t − ∆P neg
t ) · τ (4.37)

Der Speicherstand zu einem Zeitschritt t ist abhängig vom Füllstand im Zeitschritt
t − 1 und der resultierenden Leistung über das Zeitintervall τ . Bei Bedarf kann ein
Wirkungsgrad integriert werden. In Kombination mit der Begrenzung des Speicher-
standes auf ein Maximum (Kapazität des Speichers) und ein Minimum, üblicherweise
null, ist der Speicher beschrieben. Weitere zeitkoppelnde Nebenbedingungen kommen
hinzu, wenn ein Ladebedarf eines E-KFZ in einem Zeitraum flexibel ist, sodass die
Vorgabe einer geladenen Energiemenge für diesen Zeitraum möglich ist. Ebenso ist
über Nebenbedingungen abzubilden, dass ein Energiebedarf nur in einem gewissen
Zeitraum verschoben werden darf, dies kann bspw. bei Wärmepumpen sinnvoll sein.
Zur Abbildung der Nebenbedingungen sei beispielhaft auf [40] und [43] verwiesen.
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Die Begrenzung der maximalen Energie, die für eine Anlage a im Untersuchungszeit-
raum netzdienlich genutzt werden darf, wird wie folgt in der Optimierung berücksich-
tigt: ∑︂

t∈T
∆P neg

a,t ≤ pneg
f ·

∑︂
t∈T

Pmarkt,Einsp
a,t (4.38)

Der Faktor pneg
f gibt entsprechend an, welcher Anteil der eingespeisten Jahresenergie

der Anlage verschoben oder abgeregelt werden darf. Analog kann mit ppos
f der Anteil

der Jahresenergie bestimmt werden, an dem eine Last verschoben oder abgeregelt
werden darf: ∑︂

t∈T
∆P pos

a,t ≤ pps
f ·

∑︂
t∈T

Pmarkt,Last
a,t (4.39)

Pmarkt,Einsp
a,t und Pmarkt,Last

a,t ergeben sich dabei durch Zerlegung der Anlagenzeitrei-
he in einen Einspeisungs- und Lastteil. Diese Nebenbedingungen begründen, dass
die Minimierung der Wirkleistungsänderungen in der Zielfunktion (Gleichung 4.34)
nur optional ist, da mit Gleichung 4.38 und Gleichung 4.39 sichergestellt wird, dass
der maximale Flexibilitätsbeitrag einer Anlage im Optimierungszeitraum nicht über-
schritten wird.

Die erläuterte Wirkleistungsoptimierung linearisiert die Netzgleichungen, sodass ana-
log zur Blindleistungsoptimierung eine iterative Lösung der Optimierungsaufgabe
durchgeführt wird. Zur Bewertung des Optimierungsergebnisses hinsichtlich der tat-
sächlichen Netzauslastung kann dabei auf die in Unterabschnitt 4.4.1 und Unterab-
schnitt 4.4.2 entwickelten Methoden zurückgegriffen werden. Auf diese Weise werden
auch die veränderten Blindleistungsgrenzwerte als Folge des veränderten Wirkleis-
tungsverhaltens berücksichtigt und die Möglichkeit einer Stufenanpassung des Trans-
formators überprüft.

Maßnahmen zur Komplexitätsreduktion
Durch die Vielzahl der zeitgekoppelten Nebenbedingungen (v.a. Speicher, E-KFZ,
Wärmepumpen), ist eine geschlossene Optimierung in Abhängigkeit des zu untersu-
chenden Netzgebietes und bei erhöhter Anlagenanzahl sehr rechenaufwändig. Daher
wird im Folgenden eine mehrstufige modulare Heuristik vorgestellt, die es ermöglicht,
unterschiedliche Anforderungen hinsichtlich des Zielkonflikts zwischen Ergebnisgüte
und Rechenzeit zu erfüllen. Das dreistufige Verfahren ist in Abbildung 4.11 darge-
stellt.
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Rollierende Optimierung der 
netzdienlichen Flexibilitätsnutzung

Geschlossene Optimierung ohne zeitkoppelnde 
Restriktionen: Engpässe gemeinsam

Unlösbare 
Engpässe bei 
gegebener 
Energie-
nebenbedingung

In Kombination 
mit anderen 
Engpässen nicht 
sinnvoll lösbare 
Engpässe

Geschlossene Optimierung ohne zeitkoppelnde 
Restriktionen: Engpässe separat

Informationen zum 
zeitlichen Einsatz der 
Flexibilität

Abbildung 4.11: Übersicht der dreistufigen Optimierung der netzdienlichen Flexibi-
litätsnutzung

Da für einen Optimierungszeitraum Topt in einem Netzgebiet ggf. mehrere Betriebs-
mittel zu verschiedenen Zeitpunkten Grenzwertverletzungen aufweisen, können viele
Nebenbedingungen im Optimierungsproblem notwendig werden. In der dreistufigen
Heuristik wird daher ausgenutzt, dass vor der gemeinsamen Optimierung einer Viel-
zahl von Grenzwertverletzungen und der Optimierung mit allen zeitkoppelnden Ne-
benbedingungen bereits unlösbare Engpässe identifiziert werden können. Dies wird
erzielt, indem das Flexibilitätspotenzial überschätzt wird, da zeitkoppelnde Nebenbe-
dingungen, mit Ausnahme der zentralen Energienebenbedingung der maximalen Ver-
schiebung bzw. Abregelung, in der ersten Stufe nicht berücksichtigt werden. Zudem
wird jeder Engpass in der ersten Stufe separat gelöst, sodass alle flexiblen Anlagen mit
einem Einfluss auf den Engpass ihren kompletten netzdienlichen Flexibilitätseinsatz
nur auf den jeweiligen Engpass ausrichten. Wenn ein Engpass in dieser Stufe nicht
lösbar ist, kann er nicht gelöst werden und wird in der Folge aus der Optimierung
entfernt und es wird auch keine weitere Flexibilität eingesetzt, um diesen Engpass zu
reduzieren. Dies ist im Kontext dieser Arbeit sinnvoll, da auch eine geringe Grenz-
wertverletzung zu nur einem Zeitpunkt einen Netzausbaubedarf hervorruft. Einerseits
würde die Netzausbaumaßnahme diesen Engpass somit voraussichtlich lösen. Ande-
rerseits wird die netzdienliche Optimierung mehrmals im Ausbaualgorithmus aufge-
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rufen, sodass die Lösbarkeit der Grenzwertverletzung erneut überprüft wird und die
Netzausbaumaßnahme zur Folge haben kann, dass der Engpass durch netzdienliche
Flexibilitätsnutzung gelöst werden kann und somit weiter berücksichtigt wird.

Im zweiten Schritt werden die verbleibenden Engpässe, die einzeln lösbar sind, ge-
meinsam in der Zielfunktion berücksichtigt und minimiert. Auf diese Weise wird iden-
tifiziert, welche Engpässe sinnvoll in Kombination gelöst werden können. In diesem
Schritt des Verfahrens können zudem Erkenntnisse zum Einsatz der Flexibilität im
zeitlichen Verlauf gewonnen werden. Beispielsweise kann es notwendig sein, dass in
einem Zeitraum nicht immer die Anlage mit der größten Sensitivität genutzt wird, da
die Energienebenbedingung andernfalls verhindern würde, diese Anlage zu einem an-
deren Zeitraum zu nutzen, wenn sie die einzige mögliche Option ist, um einen Engpass
zu verhindern.

Die erlangten Informationen zum zeitlichen Verhalten der Anlagen können als Ein-
gangsdaten bspw. in Form von Energienebenbedingungen auf wöchentlicher Basis für
den dritten Schritt der Methode, der rollierenden Optimierung, dienen. Analog zur
Marktsimulation in MILES wird der rollierende Ansatz genutzt, um zu verhindern,
dass zeitkoppelnde Restriktionen den Rechenaufwand in einem nicht händelbaren
Maße steigern. In dieser rollierenden Optimierung werden folglich auch alle zeitkop-
pelnden Restriktionen integriert, um zu überprüfen, welche Grenzwertverletzungen
durch netzdienliche Flexibilitätsnutzung verhindert werden können.

Analog zur Blindleistungsoptimierung sind unterschiedliche Heuristiken im Zusam-
menspiel mit den anderen Leistungsflussmodulen und Optimierungen möglich:

• Option P1: Leistungsflussrechnung und Transformatorstufenoptimierung gibt
QA

opt,init und ωTrafo
opt,init. Dann bei jeder Iteration der Wirkleistungsoptimierung in

jeder Iteration der Transformatorstufenoptimierung das Blindleistungsverhalten
ebenfalls neu optimieren (Option Tr1).

• Option P2: Leistungsflussrechnung und Transformatorstufenoptimierung gibt
QA

opt,init und ωTrafo
opt,init. Dann bei jeder Iteration der Wirkleistungsoptimierung in

jeder Iteration der Transformatorstufenoptimierung das Blindleistungsverhalten
nicht neu optimieren und QA

opt,init beibehalten (Option Tr2).

• Option P3: Leistungsflussrechnung und Transformatorstufenoptimierung gibt
QA

opt,init und ωTrafo
opt,init. Dann bei jeder Iteration der Wirkleistungsoptimierung die

Transformatorstufe und das Blindleistungsverhalten nicht neu optimieren, somit
QA

opt,init und ωTrafo
opt,init beibehalten.
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Die Option P1 weist aufgrund der vollständigen Transformatorstufen- und Blindleis-
tungsoptimierung in jeder Wirkleistungsiteration voraussichtlich die größte Genauig-
keit auf. P3 ermöglicht die schnellste Berechnung, liefert im Vergleich mit P2 und P1
voraussichtlich aber Ergebnisse, die weiter vom globalen Optimum entfernt sind.

4.4.4 Wahl von Netzausbaumaßnahmen in der
Hochspannungsebene

HS-Netze weisen in der Regel eine vermaschte Struktur auf und werden in Netzgrup-
pen betrieben. Die vermaschte Struktur hat zur Folge, dass neben den Verstärkungen
bestehender Verbindungen auch neue Leitungstrassen, die zuvor nicht direkt verbun-
dene Knoten verbinden, ein effizientes Mittel im Netzausbau darstellen. Da aus diesem
Grund ein großer Lösungsraum entsteht, stellt dies eine Herausforderung für die auto-
matisierte Bestimmung von Netzverstärkungsmaßnahmen dar. Entsprechende Ansät-
ze zur Bestimmung des Netzausbaubedarfs sind in Unterabschnitt 3.3.1 dargestellt.
In dieser Arbeit wird eine Variation des in [DS3] gemeinsam mit Oliver Kraft vor-
gestellten Netzausbaualgorithmus genutzt. Details zu einzelnen und an dieser Stelle
nur zusammenfassend erläuterten Prozessschritten können der Veröffentlichung ent-
nommen werden. Die methodische Vorgehensweise zeichnet sich dadurch aus, dass in
einem ersten Schritt Leitungskandidaten mit einer Delauney-Triangulation bestimmt
werden und in der Folge eine gewichtete, zufällige Auswahl von Ausbaukandidaten
im Rahmen der Simulated-Annealing-Meta-Heuristik vorgenommen wird. Zusätzlich
wird in der Ausbauheuristik auch die Verstärkung existierender Umspannanlagen
durch zusätzliche Transformatoren berücksichtigt. Ein Überblick über das entwickel-
te Verfahren ist in Abbildung 4.12 dargestellt.

Die Eingangsdaten bestehen aus der Startnetz-Topologie, Informationen zu Investiti-
onskosten und der Beschreibung des Anlageneinsatzes. Die Investitionskosten werden
als Übergangskostenmatrix modelliert, sodass die Elemente bspw. die Mehrkosten für
einen Übergang von Einfachbündeln zu Doppelbündeln bei Freileitungen angeben.

Im zweiten Schritt wird die Sensitivität eines jeden Leitungskandidaten auf den Leis-
tungsfluss in jedem Zeitschritt mittels vergleichender Leistungsflussrechnungen iden-
tifiziert. Die Startnetztopologie wird anschließend in eine Vektordarstellung vref über-
führt, in denen die Elemente des Vektors die Eigenschaften von Leitungen und Trans-
formatoren enthalten. Diese Vektordarstellung ermöglicht die Nutzung der Meta-
Heuristik und enthält Informationen zum aktuellen Leitungstypen zwischen den Kno-

106



4.4 Netzausbausimulation mit netzdienlicher Flexibilitätsnutzung

ten des Netzes in der jeweiligen Iteration. Ein Zahlenwert von null kann beispielsweise
deutlich machen, dass keine Leitung zwischen zwei Knoten existiert, wohingegen ein
Wert von drei ein Doppelsystem mit Doppelbündel repräsentiert.

Eingangsdaten:
• HS-Verteilnetztopologie (Startnetz)

• Übergangskostenmatrix für Leitungen und Transformatoren
• Markt- und systemdienliche Anlagen-Einsatzzeitreihen

• Nebenbedingungen für Flexibilitätsbewirtschaftung von Anlagen

Erstelle Leitungskandidaten:
Delaunay-Triangulation reduziert um existierende Verbindungen

Berechne Sensitivitäten 𝑠𝑠Kand
Ltg der Leitungskandidaten

Simulated Annealing:
• Wahl des Leitungstypens aller Verbindungen (Leitungen im Startnetz, 

Leitungskandidaten)
• Erstellen paralleler Transformatoren

Berechne Referenznetz-Vektordarstellung 𝑣𝑣Ref und Referenz-
Zielfunktionswert 𝐶𝐶ges durch parallelen Zubau an Startnetz-Leitungen

Ausgangsdaten:
Ausgebautes Hochspannungsnetz und assoziierte Kosten

Abbildung 4.12: Übersicht der entwickelten Methode zum automatisierten HS-
Netzaubau

Der initiale Zielfunktionswert, die Ausbaukosten Cges, ergeben sich durch parallelen
Ausbau an allen überlasteten Betriebsmitteln. Die Engpassfreiheit wird dabei durch
eine Leistungsflussrechnung für jeden Zeitschritt mit netzdienlicher Flexibilitätsnut-
zung überprüft. Anschließend wird die Meta-Heuristik genutzt, um eine gültige und
möglichst kostenminimale Ausbaulösung zu generieren.

Die Vektordarstellung des Netzes v wird in jeder Iteration des Simulated-Annealing
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verändert. Verbleiben Grenzwertverletzungen, werden parallele Betriebsmittel hinzu-
gefügt, bis Engpassfreiheit hergestellt wurde. Schließlich werden die Kosten als Ziel-
funktionswert zur Bewertung der neuen Lösung herangezogen. In Abhängigkeit der
Iteration werden auch Lösungen mit schlechterem Zielfunktionswert als Ausgangs-
punkt für die nächste Iteration verwendet. Zwischen den Iterationen wird dabei der
parallele Ausbau von Betriebsmitteln bis zur Engpassfreiheit rückgängig gemacht.
Die Veränderung des Netzes in jeder Iteration erfolgt durch eine gewichtete Zufalls-
suche, in der die zu Beginn erlangten Sensitivitäten neuer Leitungen zur Steuerung der
Suchrichtung genutzt werden. Dabei werden zwei Fälle unterschieden: Wenn das Netz
bereits ohne nachträglichen parallelen Zubau engpassfrei ist, wird ein hinzugefügtes
oder aufgewertetes Netzelement zurückgebaut beziehungsweise abgewertet. Wenn das
Netz noch nicht ohne nachträglichen parallelen Zubau engpassfrei ist, wird ein Net-
zelement zugebaut beziehungsweise aufgewertet. Um die Wahrscheinlichkeit bei der
Netzelementveränderung zu bestimmen, werden die Sensitivitäten auf alle überlas-
teten Betriebsmittel bestimmt und normiert. Dadurch werden Leitungen bevorzugt
beim Simulated Annealing verstärkt oder zugebaut, die einen möglichst großen Ein-
fluss auf das Netz haben. Es ist allerdings mit geringerer Wahrscheinlichkeit ebenso
möglich, dass weniger einflussreiche Leitungen verstärkt oder zugebaut werden. Bei
dem Rückbau von Maßnahmen wird entsprechend die inverse Gewichtung genutzt, so-
dass Leitungen mit geringem Einfluss auf die Netzbelastung bevorzugt zurückgebaut
werden. Weitere Details zur Methode können [DS3] entnommen werden.

Nach Abschluss der Methode steht die ausgebaute HS-Netztopologie mit minimalen
Investitionskosten zur Verfügung.

4.4.5 Wahl von Netzausbaumaßnahmen in der Mittel- und
Niederspannungsebene

In der MS und NS werden häufig Strang- und Ringtopologien eingesetzt. Diese Eigen-
schaft hat zur Folge, dass die Freiheitsgrade im Netzausbau geringer sind als bspw.
in der HS. In Anlehnung an die vorgestellten Verteilnetzstudien sowie [110] und des
herausgestellten Entwicklungsbedarfs (siehe A 2.1 in Unterabschnitt 3.3.2) wird ein
heuristischer Ansatz verfolgt. Ein Überblick über die entwickelte Methode wird in
Abbildung 4.13 gegeben.
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Eingangsdaten:
• NS oder MS-Verteilnetztopologie

• Markt- und systemdienliche Anlagen-Einsatzzeitreihen
• Nebenbedingungen für Flexibilitätseinsatz von Anlagen

Für alle Zeitschritte:
Leistungsflussberechnung inklusive Transformator- und 

Blindleistungsoptimierung

Analyse der Leistungsfluss-Ergebnisse:
Zeiträume mit Grenzwertverletzungen auswählen

Für ausgewählte Zeiträume:
Netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung bestimmen und 

Leistungsflussberechnung durchführen

Für Leistungsflussergebnisse mit netzdienlicher 
Flexibilitätsnutzung:

Löse größte Grenzwertverletzung durch Ausbaumaßnahme

In Niederspannung ohne rONT: kein rONT-Zubau

#Ausbaumaßnahmen mod nA = 0?
ja

Grenzwertverletzung(en)?

ja

Führe Variantenprüfung durch

NS: rONT-Durchlauf abgeschlossen?

NS: Wähle ausgebautes Netz (kein rONT/ rONT) mit 
geringsten Investitionskosten

Ausgangsdaten:
Ausgebautes NS- oder MS-Netz und assoziierte Kosten

ONT durch rONT ersetzen:
rONT-Zubau

nein*

* Wird ggf. erneut für alle Zeitschritte überprüft

ja

nein

nein

Abbildung 4.13: Übersicht der entwickelten Methode zum automatisierten MS-und
NS-Netzausbau
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Als Eingangsdaten dienen neben der Starttopologie die disaggregierten Anlagen-
Einsatzzeitreihen der markt- und systemdienlichen Flexibilitätsbewirtschaftung sowie
Nebenbedingungen für die Flexibilitätsnutzung der Anlagen.

In der NS kommen im Gegensatz zur MS zur Kopplung an die überlagerte Span-
nungsebene häufig nicht unter Last stufbare Transformatoren zum Einsatz. Um den
Mehrwert einer Investition in einen regelbaren Ortsnetztransformator bewerten zu
können, werden in der NS die Netzausbaukosten mit und ohne Einsatz von rONT
verglichen. In einem NS-Netz ohne rONT wird daher zunächst eine Ausbausimulati-
on ohne rONT durchgeführt.

In Abhängigkeit des vorhandenen Transformators wird für alle Zeitschritte eine Leis-
tungsflussberechnung durchgeführt, wobei die Transformatorstufe und das Blindleis-
tungsverhalten entsprechend der erläuterten Methoden optimal gewählt wird. An-
schließend werden die Zeitschritte für die weitere Betrachtung reduziert, indem nur
die Zeitschritte mit Grenzwertverletzungen sowie umliegende Zeitschritte ausgewählt
werden. Die Anzahl der umliegenden Zeitschritte muss dabei in Abhängigkeit der
Modellierung der netzdienlichen Flexibilitätsnutzung gewählt werden, um eine Ver-
schiebung der Flexibilitätsnutzung überprüfen zu können. Im Anschluss werden die
Grenzwertverletzungen in den ausgewählten Zeiträumen reduziert, indem die Flexi-
bilität, wie in Unterabschnitt 4.4.3 erörtert, netzdienlich genutzt wird.

Liegen nach der netzdienlichen Flexibilitätsnutzung im Ausbau Grenzwertverletzun-
gen vor, wird die größte Grenzwertverletzung durch eine Ausbaumaßnahme gelöst.
Die größte Grenzwertverletzung ist dabei so definiert, dass entweder die Spannungs-
grenzwertverletzung gelöst wird, die elektrisch am weitesten vom Übergabepunkt zur
höheren Spannungsebene entfernt ist, oder das Betriebsmittel mit der größten ther-
mischen Überlastung durch einen parallelen Zubau verstärkt wird.

Die Auftrennung des Stranges erfolgt anhand eines Auftrennungsfaktors fauf . Beträgt
er den Wert eins, so wird der von der Spannungsbandverletzung betroffene Knoten di-
rekt mit der unterspannungsseitigen Sammelschiene am Übergabepunkt zur höheren
Spannungsebene verbunden. Ein Wert kleiner eins hat zur Folge, dass die Auftrennung
näher am Übergabepunkt erfolgt und weitere Knoten in den neu gebildeten Strom-
kreis eingebunden werden. Der Einfluss des Auftrennungsfaktors ist in Abbildung 4.14
visualisiert.
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𝑓𝑓auf = 1𝑓𝑓auf = 0

Abbildung 4.14: Einfluss des Auftrennungsfaktors auf die gewählte Ausbaumaßnah-
me bei Spannungsbandverletzungen

Der Auftrennungsfaktor wird in [110] zu 2
3 gewählt und in Anlehnung daran initi-

al in dieser Arbeit zu 0,7 gesetzt. Wird die Spannungsbandverletzung damit nicht
behoben, können parallele Kabel als Ausbaumaßnahme bis zu einer parametrierten
maximalen Anzahl ergänzt werden. Ist das Maximum der parallelen Kabel erreicht,
wird der Auftrennungsfaktor fauf um eine Schrittweite ∆fauf erhöht, sodass weitere
Auftrennungen vorgenommen werden, die den von der Spannungsbandverletzung be-
troffenen Knoten, mit einer im Vergleich geringeren Anzahl weiterer Knoten, mit dem
Übergabepunkt verbinden. Auf diese Weise wird sichergestellt, dass Grenzwertverlet-
zungen gelöst werden. Auftrennungen, die sich als nicht mehr notwendig erweisen,
werden in der Variantenprüfung (siehe Abbildung 4.13) entfernt. Die jeweils gülti-
gen Grenzwerte ergeben sich aus den Planungsgrundsätzen in Unterabschnitt 2.1.3,
sodass in der MS für Lasten (n-1)-Sicherheit gelten muss. Die (n-1)-Sicherheit kann
durch Begrenzung der thermischen Belastung von Leitungen und Transformatoren
auf 50% im Grundfall angenähert werden [110].

Im nächsten Schritt wird überprüft, ob bereits ein ganzes Vielfaches der Ausbau-
maßnahmen des zu definierenden Parameters nA erreicht wurde. Ist dies nicht der
Fall, wird das Leistungsflussergebnis nach netzdienlicher Flexibilitätsnutzung für die
reduzierten ausgewählten Zeiträume bestimmt und auf Basis dessen erneut eine Netz-
ausbaumaßnahme gewählt, falls weiterhin Grenzwertverletzungen bestehen. Ist jedoch
ein ganzes Vielfaches von nA erreicht worden, so wird für alle Zeitpunkte erneut ei-
ne Leistungsflussberechnung durchgeführt und die Transformatorstufe neu optimiert.
Somit wird über nA gesteuert, wie oft die Auswirkungen der gewählten Netzausbau-
maßnahmen auf andere, bisher nicht von Grenzwertverletzungen betroffene Betriebs-
mittel, überprüft werden sollen. Die erläuterten Schritte werden so oft durchgeführt,
bis in keinem Zeitschritt mehr Grenzwertverletzungen im betrachten Netzgebiet vor-
liegen. Falls Grenzwertverletzungen im Ablauf, aufgrund der Anzahl der notwendigen
Ausbaumaßnahmen und der Wahl von nA, zunächst nur für die ausgewählten Zeit-
schritte nachweislich behoben werden, wird vor Verlassen dieses Blocks erneut für alle
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Zeitschritte überprüft, dass keine Grenzwerte verletzt werden und somit eine gültige
Lösung generiert ist.

In [110] wurde der Einfluss der Reihenfolge der Netznutzungsfallbetrachtung auf die
ausgewählten Ausbaumaßnahmen gezeigt. Wenn bspw. zwei Grenzwertverletzungen
in einem Netz vorhanden sind und eine erste Ausbaumaßnahme eine der zwei Grenz-
wertverletzungen auflöst, ist zusätzlich eine zweite Ausbaumaßnahme notwendig. Die-
se zweite Maßnahme kann jedoch einzeln betrachtet auch die erste Grenzwertverlet-
zung auflösen, sodass die erste Ausbaumaßnahme nicht länger notwendig ist. Im Vor-
feld kann die optimale Reihenfolge der Ausbaumaßnahmen, um tatsächlich minimale
Kosten aufzufinden, nicht bestimmt werden. Daher wird in dieser Arbeit eine Vari-
antenprüfung für die erzeugten Netztopologien durchgeführt. Dabei wird im Rahmen
einer best-first-search-Heuristik überprüft, ob Netzausbaumaßnahmen rückgängig ge-
macht werden können, ohne dass Grenzwerte verletzt werden. Ob Grenzwerte verletzt
werden, wird detektiert, indem für alle Zeitschritte eine Leistungsflussberechnung
inklusive Transformatorstufen- und Blindleistungsoptimierung sowie netzdienlicher
Flexibilitätsnutzung durchgeführt wird. Dabei wird der komplette Lösungsraum der
möglichen Varianten durchsucht, allerdings werden Pfade des Lösungsraums nicht
weiter verfolgt, wenn die maximal mögliche Reduktion der Investitionskosten gerin-
ger ist als die erreichte Reduktion einer bereits gefundenen gültigen Lösung. Zudem
wird durch die best-first-search-Heuristik immer der Pfad weiter erkundet, der die
höchste Reduktion der Ausbaukosten realisieren kann. Ebenso wird ausgenutzt, dass
die Anordnung (Reihenfolge) bei der Deaktivierung von Netzausbaumaßnahmen im
Lösungsraum vernachlässigt werden kann. Beispielsweise wird die gleiche Netztopolo-
gie gebildet, wenn die Maßnahmen eins und drei deaktiviert werden, beziehungsweise
drei und eins.

Für MS-Netze entspricht das Ergebnis der Variantenprüfung bereits dem Endergebnis,
da ein unter Last stufbarer Transformator genutzt wurde. Falls im NS-Netz ein nicht
unter Last stufbarer Transformator vorausgesetzt wurde, wird die Berechnung mit
rONT wiederholt und im Anschluss das Ergebnis mit den geringsten Ausbaukosten
als Lösung gewählt.

Maßnahmen zur Komplexitätsreduktion
Wenn die Ausbaualgorithmen für die HS, MS und NS im Zusammenhang mit den zu-
vor erarbeiten Modulen für repräsentative Netztopologien genutzt werden, kommen
die gleichen Netztopologien in unterschiedlichen Regionen zum Einsatz und unter-
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scheiden sich nur in der Versorgungsaufgabe. Es ist anzunehmen, dass die resultie-
rende ausgebaute Netztopologie in unterschiedlichen Regionen ähnlich oder gleich
sein kann. Aus diesem Grund werden ausgebaute Netztopologien in einer ersten Pha-
se abgespeichert. Wenn die Netzausbausimulation für eine Vielzahl von Regionen
durchgeführt wurde und die sich einstellenden Lösungen mit großem Anteil bereits
existierenden abgespeicherten Lösungen entsprechen, können diese bereits generier-
ten Netztopologien in einer zweiten Phase genutzt werden. In dieser werden alle ab-
gespeicherten ausgebauten Netztopologien für die jeweilige zu untersuchende Region
auf Engpassfreiheit überprüft. Dabei werden zunächst die Netztopologien mit den
geringsten Investitionskosten überprüft. Sobald eine engpassfreie Netztopologie ge-
funden wurde, wird diese als Ausbauergebnis gesetzt. Existiert keine engpassfreie
Netztopologie, so wird eine vollständige Netzausbausimulation durchgeführt und die
neue ausgebaute Netztopologie ebenfalls gespeichert. Dieses Verfahren ist in Abbil-
dung 4.15 visualisiert.

Führe vollständige 
Netzausbau-

simulation durch

Ausgebaute 
Netz-

topologien

Finde günstigste 
abgelegte Netz-
topologie ohne 

Grenzwertverletzung

Erfolg?nein

ja

Phase 1 Phase 2

speichern

Ende

Abbildung 4.15: Konzeptionelle Darstellung der Komplexitätsreduktion beim Netz-
ausbau

Durch dieses Vorgehen ist nicht zu gewährleisten, dass in jedem Fall die günstigste
Netztopologie in den Regionen genutzt wird. Der Rechenaufwand reduziert sich aber
deutlich, da nur eine Leistungsflussrechnung (inklusive Flexibilitätsnutzung) pro ab-
gespeicherter Netztopologie durchgeführt werden muss, bis eine zulässige Ausbaulö-
sung gefunden wurde. Im Rahmen dessen ist es auch sinnvoll die netzdienliche Flexi-
bilitätsnutzung so durchzuführen, dass alle Grenzwertverletzungen sofort gemeinsam
gelöst werden, da eine Netztopologie ohnehin nur akzeptiert wird, wenn sie vollständig
engpassfrei ist.
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Ein weiterer Ansatz zur Bestimmung von Netzausbaukosten basiert ebenfalls auf
Grundlage einer umfangreichen Datenbasis bereits ausgebauter Netztopologien. Die
in der Leistungsflussrechnung integrierten Optimierungen nutzen jeweils Zielfunktio-
nen, deren Werte das Maß der (verbliebenen) Überlastungen in einer Netztopologie
angeben. In der Anwendung kann eine Analyse des Zusammenhangs zwischen Ziel-
funktionswert vor der Ausbausimulation und resultierenden Netzausbaumaßnahmen
beziehungsweise -kosten durchgeführt werden. Wenn eine Korrelation zwischen Ziel-
funktionswerten und Ausbaukosten besteht, können Ausbaukosten auf Grundlage ei-
ner durchgeführten Leistungsflussrechnung abgeschätzt werden und entsprechend der
Großteil der Berechnungen in Netzausbausimulation eingespart werden.

4.5 Bestimmung von Netzrestriktionen

Für eine Netztopologie, die Grenzwertverletzungen bei einer marktdienlichen Bewirt-
schaftung der Flexibilität aufweist, können Netzrestriktionen bestimmt werden, die
als Nebenbedingungen in der Marktsimulation genutzt werden können. Dazu können
die Nebenbedingungen der netzdienlichen Flexibilitätsnutzung (bspw. Gleichung 4.35
und Gleichung 4.36) aus Unterabschnitt 4.4.3 verwendet werden. Durch Umstellen
der Nebenbedingung können gewichtete Leistungsgrenzen für alle Anlagen angege-
ben werden. Mit

∆P neg
a,t = P netz

a,t − Pmarkt
a,t (4.40)

gilt für Erzeugungsanlagen, deren Einspeisung zum Zeitschritt t nicht erhöht werden
kann (∆P pos

a,t = 0), somit für Gleichung 4.35:

∑︂
a∈A

(︂(︂
P netz
a,t − Pmarkt

a,t

)︂
· sI,P

z,a,t

)︂
≥ cz · ∆|Iz,t| − ξz,t für ∆|Iz,t| > 0 (4.41)

Durch Ausmultiplizieren ergibt sich eine direkt in die Marktsimulation zu integrie-
rende Nebenbedingung für den Anlageneinsatz:

∑︂
a∈A

(︂
P netz
a,t · sI,P

z,a,t

)︂
≥ cz · ∆|Iz,t| +

∑︂
a∈A

(︂
Pmarkt
a,t · sI,P

z,a,t

)︂
− ξz,t für ∆|Iz,t| > 0 (4.42)

Dabei stellt Pmarkt
a,t den ursprünglich in der Marktsimulation ermittelten Anlagenein-

satz ohne Verteilnetzrestriktionen dar, und P netz
a,t die Entscheidungsvariable in der

Marktsimulation mit Verteilnetzberücksichtigung. Die Nebenbedingungen für andere
Technologietypen können analog umgestellt werden.
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Zusammengefasst ergeben sich separate Nebenbedingungen für jede Grenzwertverlet-
zung, sodass die Anzahl der Nebenbedingungen der Anzahl der Grenzwertverletzun-
gen entspricht. Wenn mehrere Zeitschritte betrachtet werden, erhöht sich die Anzahl
der Nebenbedingungen entsprechend weiter. Um sicherzustellen, dass keine Grenz-
wertverletzungen durch die veränderten Anlageneinsätze an anderen Knoten oder in
anderen Zeitschritten auftreten, können die Restriktionen auch für Zeitschritte ohne
Grenzwertverletzung aufgestellt werden.

Maßnahmen zur Komplexitätsreduktion
Mittels der dargestellten Methode können gewichtete Leistungsgrenzwerte für Anla-
gen in die Marktsimulation integriert werden. Die jeweilige Gewichtung entspricht
den Strom- oder Spannungssensitivitäten der Anlagen und ist somit abhängig vom
Netzanschlussknoten im Netzgebiet. Die Integration der Wirkleistungsveränderung
in die Zielfunktion Gleichung 4.34 hat zur Folge, dass die netzdienliche Flexibilitäts-
nutzung (Abregelung, Verschiebung) in der Planung minimiert wird. Es ist somit
nicht möglich, eine Lösung in der Marktsimulation zu finden, die geringere Wirkleis-
tungsbeschränkungen für den marktdienlichen Einsatz hinzufügt und trotzdem keine
Netzrestriktionen verletzt. In Kombination mit entstehenden Durchmischungseffek-
ten bei der zufälligen Platzierung von Anlagen in einer Vielzahl von Netzen kann es
zulässig sein, das resultierende Wirkleistungsverhalten der Anlagen des Netzgebietes
bei rein marktdienlicher Bewirtschaftung mit der netzdienlichen Flexibilitätsnutzung
in der Planung zu vergleichen und als Beschränkung in die Marktsimulation zu in-
tegrieren. Die unterschiedlichen Möglichkeiten zur Darstellung der Netzrestriktionen
sind in Abbildung 4.16 aufgeführt.

Das exemplarische Netz besteht aus drei Knoten mit Anlagen, welche die Wirkleistung
P1 bis P3 erbringen. Die Anlagen an Knoten 2 werden dabei als unflexibel angenom-
men, sodass diese nicht der Grenzwertverletzung an Knoten 3, einer Überspannung,
entgegenwirken können.

In der exakten Modellierung der Netzrestriktionen ergibt sich daher die Anforde-
rung, den Grenzwert Umax

3 zu erreichen, beziehungsweise zu unterschreiten. Für das
angepasste Wirkleistungsverhalten in der Marktsimulation P netz

1 und P netz
3 gilt ent-

sprechend der aufgeführte Zusammenhang.

115



4 Entwicklung der Simulationsumgebung

MS/NS

Exakte Modellierung von Netzrestriktionen

𝑃𝑃1 𝑃𝑃2 𝑃𝑃3

𝜕𝜕|𝑈𝑈3|
𝜕𝜕𝑃𝑃1

� (𝑃𝑃1Netz−𝑃𝑃1Markt) +
𝜕𝜕 𝑈𝑈3
𝜕𝜕𝑃𝑃3

� (𝑃𝑃3Netz−𝑃𝑃3Markt) ≤ |𝑈𝑈3max| − |𝑈𝑈3Markt|

𝑃𝑃1Netz + 𝑃𝑃3Netz ≤ 𝑃𝑃1
Netz,opt + 𝑃𝑃3

Netz,opt

unflexibel

Überspannung

Komplexitätsreduktion: Grenzwerte aus Flexibilitätsoptimierung

𝑃𝑃tech,1
netz + 𝑃𝑃tech,2

netz ≤ 𝑃𝑃tech,1
netz,opt + 𝑃𝑃tech,2

netz,opt

Komplexitätsreduktion 2: Grenzwerte aus Flexibilitätsoptimierung 
für Technologien aggregiert

Abbildung 4.16: Maßnahme zur Komplexitätsreduktion bei der Integration von
Netzrestriktionen in der Marktsimulation

Das komplexitätsreduzierende Vorgehen in der Darstellung der Nebenbedingungen
verwendet die Ergebnisse der netzdienlich optimierten Flexibilitätsnutzung in der Pla-
nung beziehungsweise der Leistungsflussrechnung aus Unterabschnitt 4.4.3. Dadurch
geht der anlagenscharfe Charakter der Nebenbedingungen verloren, was im Kontext
der Arbeit aus dargestellten Gründen (Durchmischungseffekte) jedoch ggf. nur einen
geringen Einfluss auf die Ergebnisgüte ausübt. Vorteilhaft an dieser Darstellung der
Nebenbedingungen ist, dass bereits alle Grenzwertverletzungen zu einem Zeitpunkt
berücksichtigt werden. Somit kann die Anzahl der Nebenbedingungen pro Zeitschritt
mit Grenzwertverletzung auf eins reduziert werden. Ob die Summe der Entschei-
dungsvariablen P netz

1 und P netz
3 größer oder kleiner als die Summe der Leistungen

in der netzdienlichen Optimierung P netz,opt
1 und P netz,opt

3 sein muss, ist abhängig von
der Art der Grenzwertverletzung. Darüber hinaus können die Nebenbedingungen auf
Basis der Optimierungsergebnisse grundsätzlich auch technologiescharf vorgegeben
werden.

Falls die Restriktionen nicht technologiescharf vorgegeben werden, kann dies zur Fol-
ge haben, dass in der Marktsimulation ggf. keinerlei Flexibilität von einigen Tech-
nologien abgerufen wird, da in der Marktsimulation Nebenbedingungen vorhanden
sind, die den Einsatz beschränken, obwohl die Technologie in der Planung für die-
sen Zeitschritt netzdienlich genutzt werden konnte. Dies stellt ein analoges Vorgehen
zur Spitzenkappung dar. Auch dort wird in der Planung die Abregelung einzelner
Anlagen auf 3% der Jahresenergie festgelegt und wird nicht überschritten. Im be-
trieblichen Instrument des Redispatchs muss bei Überschreiten dieser Energiemenge
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bei einer einzelnen Anlage im Jahresverlauf die Bundesnetzagentur und die Landesre-
gulierungsbehörde informiert werden, dieser Fall ist aber grundsätzlich möglich [153].
Um die minimalen Mehrkosten durch netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung zu
finden, werden daher keine Technologievorgaben an die Marktsimulation übergeben,
da auch die Zeitkopplung bei fortschreitender Simulationszeit zu einer Abweichung
zwischen Netzausbausimulation und Marktsimulation führen kann und diese techno-
logiescharfen Grenzwerte damit ungültig sein können.

Um zu verhindern, dass Grenzwertverletzungen in andere Zeitschritte verlagert wer-
den, kann die maximale Einspeisung und maximale Last aus allen optimierten Zeit-
schritten als Grenzwert für die Netzkapazität genutzt werden. Dieses Vorgehen über-
schätzt ggf. die Übertragungskapazität des Netzes zu diesen Zeitschritten.

4.6 Übergang auf Gesamtsystemebene

Der Übergang auf das Gesamtsystem hat zum Ziel, die Netzausbaukosten und die Ein-
schränkung der markt- und systemdienlichen Flexibilitätsbewirtschaftung ausgehend
von den untersuchten repräsentativen Regionen auf das Gesamtsystem hochzuskalie-
ren.

Die Hochrechnung der Netzausbaukosten erfolgt anhand der untersuchten Leitungs-
kilometer der repräsentativen Region und der Summe der Leitungskilometer in der
Regionengruppe. Es wird dabei angenommen, dass die Netztopologienzusammenset-
zung der Regionen in der Regionengruppe der Zusammensetzung der repräsentativen
Region entspricht:

CAusbau
rg =

LLtg
ges,rg

LLtg
ges,RR

·
∑︂
γ∈Γ

CAusbau
γ,RR (4.43)

Die Kosten einer Regionengruppe rg ergeben sich durch die Summe der Ausbaukosten
über alle Topologien Γ der repräsentativen Region RR multipliziert mit dem Verhält-
nis aus der Leitungslänge der gesamten Regionengruppe und der gesamten Leitungs-
länge in der zugehörigen repräsentativen Region. Die Summe der Ausbaukosten aller
Regionengruppen entspricht den Ausbaukosten im gesamten Untersuchungsgebiet.

Die Netzrestriktionen werden ebenfalls anhand der Ergebnisse der repräsentativen
Region hochskaliert. Der Anteil einer Einzelanlage an der insgesamt in der reprä-
sentativen Region installierten Anlagenleistung einer Technologie wird dabei für die
anderen Regionen der Regionengruppe ebenso angenommen. Dies ist gleichbedeutend
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mit der Annahme, dass die Anlage in einer anderen Region der Regionengruppe am
gleichen Netzknoten der untersuchten Topologie angeschlossen ist. Folglich können
die Nebenbedingungen für alle Anlagen der repräsentativen Region mit einem tech-
nologiescharfen Gewichtungsfaktor angepasst werden, sodass diese für alle Anlagen
der Regionengruppe gültig sind. Der Gewichtungsfaktor gNB

tech ergibt sich somit aus
dem Quotienten der installierten Leistung einer Technologie in der Regionengruppe
P inst

tech,rg und der installierten Leistung einer Technologie in der repräsentativen Region
P inst

tech,RR:

gNB
tech,rg =

P inst
tech,rg

P inst
tech,RR

(4.44)

Gilt in einer repräsentativen Region bspw. eine Restriktion für eine PV-Anlage mit
einer installierten Leistung von 10 kWp und in der repräsentativen Region sind insge-
samt PV-Anlagen mit einer Leistung von 100 kWp installiert, so gilt diese Restriktion
für 20 kWp der Regionengruppe, wenn in der Regionengruppe in Summe PV-Anlagen
mit einer Leistung von 200 kWp installiert sind. Dies wird entsprechend in der Para-
metrierung der Ungleichungen, welche die Netznebenbedingungen abbilden, berück-
sichtigt.

Maßnahmen zur Komplexitätsreduktion
Falls keine anlagen- oder technologiespezifischen Restriktionen in der Marktsimulati-
on genutzt werden, kann ein Gewichtungsfaktor gNB

rg bestimmt werden, der zur Ska-
lierung der Nebenbedingungen auf die gesamte Regionengruppe eingesetzt wird:

gNB
rg =

P inst
rg

P inst
RR

(4.45)

Dabei wird die installierte Leistung aller flexiblen Technologien berücksichtigt. Damit
wird eine ähnliche Technologiedurchdringung in allen Regionen der Regionengruppe
vorausgesetzt.

4.7 Bestimmung des markt-, system- und
netzdienlichen Anlageneinsatzes

Nach Abschluss des vorigen Moduls liegen Verteilnetzrestriktionen für jede Regionen-
gruppe vor. Um die Netznebenbedingungen dieser Regionengruppen in der Marktsi-
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mulation in MILES zu berücksichtigen, wird zunächst die aggregierte Darstellung aller
Anlagen einer Gebotszone in mehrere Zonen disaggregiert. Die Zerlegung in einzelne
Zonen ist dabei nicht klassisch im Sinne realer Gebotszonen zu verstehen, sondern
stellt nur ein Werkzeug zur Einbringung von Restriktionen auf eine Teilmenge al-
ler Anlagen einer Gebotszone dar. Im zweiten Schritt werden Nebenbedingungen für
die Marktgebietszonen in MILES integriert, welche die netzdienliche Flexibilitätsbe-
wirtschaftung modellieren. Um die Anlagen einer Gebotszone in Regionengruppen
(Zonen) zu disaggregieren, werden zusätzliche Entscheidungsvariablen eingebracht,
die das Verhalten der Anlagen in der jeweiligen Regionengruppe beschreiben. Da der
Fokus in dieser Arbeit auf flexiblen Anlagen liegt, die im Verteilnetz verortet sind,
wird nur eine Teilmenge der Anlagentypen in MILES disaggregiert.

Erneuerbare Energien
Die einzubringenden Entscheidungsvariablen zur Modellierung der EEA, bspw. PV-
Dach-Anlagen, weisen die Dimension |RG| × |Topt| auf, wobei |RG| der Mächtigkeit
der Menge aller repräsentativer Regionen entspricht und |Topt| der Anzahl der Zeit-
schritte im Optimierungsintervall. Die Entscheidungsvariablen in MILES für die ag-
gregierte Vermarktung erneuerbarer Energien werden über Nebenbedingungen mit
den Entscheidungsvariablen der Zonen verknüpft. So gilt für die Erzeugungsleistung
der erneuerbaren Energien für einen Zeitschritt t:

PMarkt,EE
ges,t = PMarkt,EE

Rest,t +
∑︂

rg∈RG

PMarkt,EE
rg,t (4.46)

Die in MILES vermarktete Leistung PMarkt,EE
ges,t im Zeitschritt t besteht aus der Summe

der Leistungen in den Verteilnetzregionen rg aus RG und der Leistung aus Anlagen,
die nicht in den Verteilnetzregionen verortet sind PMarkt,EE

Rest,t . Die Anlagen, die nicht
in den Regionengruppen sind, können direkt im Übertragungsnetz angeschlossenen
Anlagen oder Anlagen im Verteilnetz entsprechen, die nicht Teil der Verteilnetzre-
gionen sind. Für die Entscheidungsvariablen der Verteilnetzregionen gelten analog
zur Implementierung der zentralen Vermarktung in MILES Nebenbedingungen zur
minimalen und maximalen Einspeisung. Diese ergeben sich durch Summation der
jeweiligen maximalen und minimalen Einspeisung aller Verteilnetzregionen der jewei-
ligen Regionengruppe. Auf diese Weise werden PV-Dach- und PV-Freiflächenanlagen,
sowie onshore-Windenergieanlagen disaggregiert berücksichtigt.
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Batteriespeicher
Batteriespeicher weisen im Gegensatz zu EE-Anlagen zeitkoppelnde Restriktionen
auf und erfordern die Modellierung des Füllstandes (State of Charge). Daher ergeben
sich zusätzlich zum Vorgehen bei EE-Anlagen weitere Nebenbedingungen, die für
jede Region eingebracht werden. Somit wird pro Region ein Batteriespeicher mit
entsprechenden Nebenbedingungen in der Optimierung berücksichtigt, sodass die zu
optimierende Anzahl von Batteriespeichern auf die Mächtigkeit der Regionengruppen
|RG| ansteigt.

Wärmepumpen
Zur Disaggregation der Wärmepumpen in der Marktsimulation wird der Anteil ei-
ner jeden Regionengruppe am jeweiligen Wettercluster und Haushaltscluster, welche
zentral vermarktet werden, bestimmt. Somit erhöht sich die Anzahl der Entschei-
dungsvariablen zur Beschreibung des Wärmepumpenverhaltens um den Faktor |RG|.
Die Last der Wärmepumpen des Wetterclusters wc und des Haushaltsclusters hc in
der Regionengruppe rg ergibt sich entsprechend zu:

PMarkt,WP
rg,wc,hc,t = αWP

rg,wc,hc · PMarkt,WP
wc,hc,t (4.47)

Wenn keine Verteilnetzrestriktionen in der Marktsimulation berücksichtigt werden,
kann der Anteil einer Regionengruppe αWP

rg,wc,hc aus dem Verhältnis der Haushalte
in der Regionengruppe und der Anzahl der Haushalte des Wetterclusters und des
Haushaltsclusters in der zentralen Vermarktung bestimmt werden. Wenn Verteilnetz-
restriktionen berücksichtigt werden, können sich diese initialen feststehenden Anteile
jedoch verändern, sodass der Anteil einer Regionengruppe selbst zur Entscheidungs-
variable wird. Zudem erhöht sich die Dimension im Vergleich zum initialen Anteil,
da die Entscheidungsvariable zeitpunktscharf in der Optimierung berücksichtigt wird.
Die Summe aller Anteile für einen Zeitschritt t wird mittels Nebenbedingung auf eins
festgesetzt.

Durch diese Modellierung werden die zentralen Vermarktungsergebnisse disaggregiert,
ohne dass für die Regionen separate Nebenbedingungen des thermischen Gebäude-
verhaltens eingebracht werden müssen, sodass dieses Vorgehen hinsichtlich des Re-
chenbedarfs vergleichsweise effizient ist. Eine Einschränkung der Wärmepumpen in
einer Regionengruppe rg in einem Zeitschritt t über die Kopplung zur zentralen Wär-
mepumpenvermarktung inklusive thermischer Gebäudenebenbedingungen hat eine
Rückwirkung auf die Temperaturen der zentral vermarkteten Gebäudetypen. Durch
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die Nutzung der Anteile αWP
rg,wc,hc bzw. dem zeitpunktscharfen Äquivalent ist jedoch

nicht bekannt, wie sich die Temperatur in einem speziellen Haushalt in der Regio-
nengruppe rg verändert, da es durch die Modellierung in MILES zwangsläufig zu
Durchmischungseffekten kommt.

Elektrofahrzeuge
Die Disaggregation der Elektrofahrzeugvermarktung findet analog zum Vorgehen bei
Wärmepumpen ebenfalls über einen Faktor statt, der den Anteil einer Region an der
zentralen Vermarktung angibt. Dieser Faktor ergibt sich initial für jedes Ladecluster
über das Verhältnis der Anzahl der Ladevorgänge in der Regionengruppe sowie der
Anzahl der Ladevorgänge der zentralen Vermarktung zu jedem Zeitschritt. Somit
kann nicht auf den Ladevorgang eines einzelnen Fahrzeugs geschlossen werden.

Netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung in Marktgebietszonen
Zur Berücksichtigung der Netznebenbedingungen werden die Netzrestriktionen aus
Abschnitt 4.5 für alle Regionengruppen entsprechend Abschnitt 4.6 skaliert, und als
Nebenbedingungen in den Anlageneinsatz der Marktgebietszonen integriert. Für nicht
von Netzrestriktionen betroffene Regionengruppen kann eine maximale Änderung
der Anlagenleistungen zu einem Zeitpunkt hinzugefügt werden, um sicherzustellen,
dass keine Restriktionen aufgrund des möglicherweise geänderten Anlagenverhaltens
verletzt werden.

Um zu modellieren, dass ein Anlageneinsatz nicht nur innerhalb einer Regionen-
gruppe zeitlich verschoben werden kann, sondern auch eine räumliche Verschiebung
stattfinden kann, werden auch für die nicht von Netzrestriktionen betroffenen Re-
gionengruppen Nebenbedingungen aufgestellt. Eine räumliche Verschiebung der Fle-
xibilitätsbewirtschaftung bezeichnet dabei bspw. das Vertauschen eines indifferenten
Wärmepumpen-Einsatzes. Es ist möglich, dass in einer Regionengruppe die Abre-
gelung einer Wärmepumpe notwendig ist, der Einsatz einer Wärmepumpe in einer
anderen Regionengruppe aber zeitlich flexibel vorgezogen werden kann. Dieses Ver-
halten ist gewünscht, um die vollständige zur Verfügung stehende Flexibilität im
System zu nutzen. Allerdings muss durch Nebenbedingungen sichergestellt werden,
dass die vom veränderten Anlageneinsatz betroffenen Regionengruppen nicht überlas-
tet werden. Dazu werden die Faktoren fmin

∆,t und fmax
∆,t als Parameter integriert, welche

die resultierende Leistung aller Regionengruppen, für die zum jeweiligen Zeitpunkt
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keine exakte Netzrestriktion vorliegt, einschränken:

fmin
∆,t · PMarkt,ges

rg,t ≤ PNetz,ges
rg,t ≤ fmax

∆,t · PMarkt,ges
rg,t (4.48)

Die Faktoren sind abhängig vom Zeitschritt, um je nach Vorzeichen der gesamten
Leistung einer Regionengruppe gültige Nebenbedingungen zu erhalten. Eine exem-
plarische Nutzung der Faktoren wäre die Wahl von 0,95 für fmin

∆,t und 1,05 für fmax
∆,t

bei einem positiven PMarkt,ges
rg,t , welches eine Nettoeinspeisung der Regionengruppe

signalisieren würde. Auf diese Weise wird sichergestellt, dass sich die Leistung in
der Marktsimulation mit Netzrestriktionen höchstens um 5 Prozent ausgehend vom
Marktergebnis ohne Restriktionen verändert. Alternativ kann fmin

∆,t negativ gewählt
werden, um abzubilden, dass im Beispiel auch der Lastfall bis zu einem gewissen Maß
ohne Grenzwertverletzung in der Regionengruppe im Zeitschritt möglich ist.

Maßnahmen zur Komplexitätsreduktion
Die Einbringung von Entscheidungsvariablen, die den Anteil einer jeden Regionen-
gruppe am zentral vermarkteten Einsatz von Wärmepumpen und E-KFZ beschrie-
ben, ist in Abhängigkeit der gewählten regionalen Auflösung sehr rechenintensiv. Aus
diesem Grund wird eine Maßnahme zur Komplexitätsreduktion präsentiert, die es
ebenfalls ermöglicht, regionenscharfe Restriktionen zu berücksichtigen, aber weniger
Entscheidungsvariablen und Nebenbedingungen erfordert. Dazu wird in einem ersten
Durchlauf der Marktsimulation der regional aufgelöste Anlageneinsatz ohne Verteil-
netzrestriktionen über die nicht veränderlichen initialen Anteile der Wärmepumpen
und E-KFZ an der zentralen Vermarktung bestimmt. Als Entscheidungsvariable wird
ein ∆PWP

rg,t bzw. ∆PBEV
rg,t für Wärmepumpen respektive E-KFZ für jede Zone mit Netz-

restriktion eingebracht. Diese beschreibt die Abweichung vom ursprünglichen Anla-
geneinsatz ohne Restriktionen, sodass für Wärmepumpen in einer Regionengruppe rg
gilt:

PNetz,WP
rg,t =

∑︂
wc∈WC

∑︂
hc∈HC

PMarkt,WP
rg,wc,hc,t − ∆PWP

rg,t (4.49)

Für die zentral vermarktete Wärmepumpenleistung unter Berücksichtigung von Netz-
restriktionen gilt somit als Nebenbedingung:

PNetz,WP
ges,t =

∑︂
rg∈RG

PNetz,WP
rg,t (4.50)
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Analoge Zusammenhänge können für E-KFZ aufgestellt werden. Die Umsetzung die-
ser Maßnahme zur Komplexitätsreduktion hat zur Folge, dass die Informationen
zur Clusterzugehörigkeit der Regionen bei der Modellierung der Wärmepumpen und
E-KFZ verloren gehen. Es kann auf diese Weise nicht ausgeschlossen werden, dass ein
∆PWP

rg,t innerhalb einer Region bspw. auf Wettercluster eins wirkt, in der zentralen
Vermarktung jedoch Wärmepumpen des Wetterclusters zwei beeinflusst werden. Das
bei der dargestellten Modellierung ohne Komplexitätsreduktion aufgeführte Problem
des nicht möglichen Rückschlusses auf die Temperatur von Einzelhaushalten weitet
sich somit auf die Clusterzugehörigkeit aus.

4.8 Implementierung
Die Implementierung der vorgestellten Simulationsumgebung erfolgt in MATLAB.
Die Module des Übergangs auf die Verteilnetzebene sowie die Netzausbausimulation
werden so implementiert, dass Teilmengen der gesamten Aufgabe parallelisiert über
verschiedene Rechenknoten berechnet werden können. Beispiele dafür sind Cluster-
analysen mit unterschiedlichem kcl, aber auch das Erstellen von E-KFZ-Ladeprofilen,
sowie der Bestands- und Szenarionetze, welches jeweils für Teilmengen der repräsen-
tativen Regionen parallel erfolgen kann. Die Netzausbausimulation kann ebenfalls
separat für eine Teilmenge der Netze parallelisiert erfolgen. Umgesetzt wird die Par-
allelisierung durch Parameter, die beim Programmstart übergeben werden. Beispiel-
hafte Umsetzungen können [154] entnommen werden.

Zusätzlich zur generellen Parallelisierbarkeit auf unterschiedlichen Rechenknoten wer-
den auch die zur Verfügung stehenden Rechenkerne effizient in der Leistungsflussrech-
nung genutzt. Da bei der Leistungsflussrechnung mit Blindleistungsoptimierung und
optimierter Stufenwahl des Transformators keine Abhängigkeiten zwischen Zeitschrit-
ten bestehen, werden die Zeitschritte parallel durch Nutzung parallelisierter Schleifen
gelöst. In Abhängigkeit der Transformatoreigenschaften wird dabei entweder bereits
im jeweiligen Zeitschritt die Stufe optimiert (unter Last stufbar) oder zunächst par-
allel jeder Zeitschritt mit der gleichen Stufe gelöst, um die Stufe im Anschluss anzu-
passen (nicht unter Last stufbar).

Die Optimierungsprobleme werden durch Verwendung der Toolbox YALMIP formu-
liert [155]. Diese ermöglicht eine flexible Wahl des Solvers, im Rahmen der Arbeit
wird allerdings durchgängig der Solver gurobi genutzt [156].

Zusammengefasst wird durch den modularen Aufbau und die Implementierung der
Simulationsumgebung sichergestellt, dass eine Skalierbarkeit gegeben ist.
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Die entwickelte Simulationsumgebung wird exemplarisch für das genehmigte Szenario
B2035 des NEP 2021 [157] angewendet. Die installierten Leistungen der Technologien,
die in der Verteilnetzebene angeschlossen und in dieser Arbeit darin berücksichtigt
werden, sind in Tabelle 5.1 dargestellt.

Tabelle 5.1: Installierte Leistungen bzw. Anzahl ausgewählter Technologien des
NEP-Szenarios B2035

Technologie Installierte Leistung
bzw. Anzahl

PV-Anlagen 117,8 GW
Heimbatteriespeicher 14,1 GW
Windenergieanlagen onshore 86,8 GW
Großbatteriespeicher 3,8 GW
E-KFZ 12,1 Mio.
Wärmepumpen 5,0 Mio.

Im NEP-Szenario wird ein Freiflächen-Anteil von 40% für den Zubau von PV-Anlagen
festgelegt. Aufbauend auf vorliegenden Daten des MaStR zum Anlagenbestand (Stand
Ende 2022) ergibt sich als Eingangsparameter für die Regionalisierung ein Freiflächen-
Anteil von 35,5% im Zieljahr 2035. In der MILES-Marktsimulation werden dar-
über hinaus alle übrigen Technologien des Szenariorahmens, wie bspw. konventionelle
Kraftwerke, berücksichtigt. Die genutzten installierten Leistungen aller Technologi-
en des Szenarios sowie zugehörige Vollbenutzungsstunden können [157] entnommen
werden. Als Wetterjahr wird das Jahr 2015 zugrunde gelegt.

Für die exemplarische Anwendung der Simulationsumgebung wird die Annahme ge-
troffen, dass das Übertragungsnetz engpassfrei ist. Somit werden keine Wechselwir-
kungen zwischen Übertragungs- und Verteilnetzinfrastruktur untersucht. Die Model-
lierung der damit verbundenen Prozesse ginge über den Rahmen des Anwendungs-
beispiels in dieser Arbeit hinaus. Folglich werden direkt die Ergebnisse der MILES-
Marktsimulation disaggregiert und repräsentative Verteilnetze der NS, MS und HS
gebildet. Im Anschluss wird der Ausbaubedarf der NS bei variierender netzdienli-
cher Flexibilitätsnutzung bestimmt und die Auswirkungen auf das Gesamtsystem
untersucht. Somit wird der Nachweis erbracht, dass die entwickelten Methoden eine
Möglichkeit zur Analyse der Wechselwirkungen im Sinne der Forschungsfrage darstel-
len.
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5.1 Ergebnisse der marktdienlichen
Flexibilitätsbewirtschaftung

Im ersten Schritt der Untersuchung werden die aggregierten Anlagenfahrpläne für
das Zukunftsszenario in MILES durch Anwendung der erweiterten Marktsimulation
und vorgelagerter Regionalisierung erzeugt. Da die Energiebedarfe für Heizenergie
und den Mobilitätssektor exogen entsprechend des NEP-Szenarios vorgegeben wer-
den, wird von einer vergleichenden Darstellung der erlangten Ergebnisse aus MILES
mit den Ergebnissen des NEP abgesehen. Ein Vergleich der am Markt bereitgestellten
Energiemengen aus erneuerbaren Energien und konventionellen Kraftwerken wird als
ausreichend angesehen, um die Modellergebnisse zu plausibilisieren, und ist in Ta-
belle 5.2 aufgeführt. Detaillierte Informationen zum zeitlichen Verhalten einzelner
Technologien können dem NEP ohnehin nicht entnommen werden.

Tabelle 5.2: Vergleich des Marktergebnisses ausgewählter Technologien mit den Er-
gebnissen des NEP (ohne Verteilnetzrestriktionen)

Technologie MILES (Wetterjahr 2015)
Erzeugung in TWh

NEP (Wetterjahr 2012)
Erzeugung in TWh

EEA 458,2 455,1
Gaskraftwerke 107,46 85,3
Pumpspeicher 15,1 13,7
Importsaldo 47,72 16,7

Die EEA bezeichnen in der Tabelle Windenergieanlagen (onshore und offshore), PV-
Anlagen, Biomasse-Anlagen sowie sonstige erneuerbare Energien. Es zeigt sich ein
erhöhter Import aus dem Ausland und zudem ein erhöhter Einsatz der Gaskraftwerke
in MILES. Ein zentraler Grund für die Abweichungen ist im betrachteten Wetterjahr
zu finden, da im NEP das Jahr 2012 zugrunde gelegt wird und in der Anwendung
das Jahr 2015 genutzt wird. Weitere Gründe für die Abweichungen sind in der Mo-
dellierung des europäischen Auslandes zu erwarten, da einerseits die Regionalisierung
der EEA im NEP von der gewählten Modellierung abweichen kann und andererseits
auch der berücksichtigte Kraftwerkspark im Ausland Unterschiede zur Datenbasis in
MILES aufweisen kann. Ebenso kann die Modellierung der Fernwärme zu Abwei-
chungen führen, deren Analyse jedoch nicht im Betrachtungsraum der vorliegenden
Arbeit liegt. Aufgrund des Umfangs der beteiligten Modelle kann zudem von weiteren
Parameter- und Modellierungsabweichungen ausgegangen werden.
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Grundsätzlich wird geschlussfolgert, dass die Ergebnisse der Marktsimulation nah an
die Ergebnisse des NEP heranreichen, jedoch im gewählten Wetterjahr ggf. situativ
weniger Erzeugungsreserve als im NEP vorhanden ist, da ein erhöhter Import und grö-
ßere Produktion von Gaskraftwerken festgestellt werden kann. Die große Ähnlichkeit
in der EEA-Erzeugung und auch ähnliche umgesetzte Energiemengen der Speicher
lassen den Schluss zu, dass vor allem die unmittelbar für das Verteilnetz relevanten
Anlagenfahrpläne ähnlich zu denen des NEP ausfallen.

5.2 Ergebnisse des Übergangs auf
Verteilnetzebene

Auf Basis des festgestellten aggregierten marktdienlichen Anlagenverhaltens werden
in diesem Unterkapitel die Ergebnisse der Disaggregation präsentiert. Diese umfassen
neben der Auswahl repräsentativer Netztopologien und deren Verortung in den Ge-
meinden Deutschlands auch die Beschreibung der jeweiligen Versorgungsaufgabe.

5.2.1 Repräsentative Verteilnetztopologien

Aufgrund der in Unterabschnitt 4.3.1 herausgestellten Auswirkungen der Beschrei-
bung unterlagerter Netzebenen auf die Verortung der Netztopologien der überlagerten
Netzebene, werden die Netztopologien Bottom-Up verortet. Dem entsprechend wer-
den zunächst die identifizierten repräsentativen NS-Netztopologien und deren Veror-
tung in den Gemeinden präsentiert.

Repräsentative NS-Netztopologien
Im ersten Schritt der in Unterabschnitt 4.3.1 dargestellten Methode wird jede Ge-
meinde analog zu [144] und [146] einer Gemeindeklasse (GK) zugeordnet. Die Zu-
ordnung erfolgt in Abhängigkeit der Einwohnerzahl der Gemeinde. So bilden bspw.
Gemeinden mit einer Einwohnerzahl von bis zu 5.500 Personen die GK 1, welche
somit kleine Landgemeinden beinhaltet. Für eine Übersicht der Einwohnerzahlen in
den Gemeinden der insgesamt acht GK sei auf [146] verwiesen.

Auf Basis exemplarischer Gemeinden der einzelnen GK wird in [146] für jede GK der
Anteil verschiedener Siedlungstypen angegeben. Der Anteil bezieht sich dabei jeweils
auf die gesamte Siedlungsfläche der jeweiligen Gemeinden. Diese Siedlungstypen wer-
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den in [144] sieben Typologien zugewiesen. Die sich ergebenen Siedlungsflächenanteile
der GK sind in Tabelle 5.3 aufgeführt.

Tabelle 5.3: Siedlungsflächenanteil der Typologien in den GK (eigene Berechnung
auf Grundlage von [144] und [146])

GK
Frei-

stehende
Gebäude (T1)

Haupt.
EFH &

ZFH (T2)

Dorf-
bebau-

ung (T3)

MFH und
Zeilen-

bebauung (T4)

Hochhäuser &
gr. Zeilen-

bebauung (T5)

Block-
bebau-

ung (T6)

Alt-
stadt
(T7)

1 0,2% 38,7 % 18,5 % 7,9% 0,4 % 0,0% 12,6%
2 0,0 % 36,0 % 5,0 % 7,0% 2,0% 6,3 % 0,6%
3 1,0 % 21,3 % 18,4 % 13,3 % 2,2% 11,4 % 0,7 %
4 0,3 % 27,5 % 12,0 % 4,6 % 2,0 % 7,0% 1,5 %
5 0,9 % 11,0 % 17,2 % 13,3 % 2,0% 10,6 % 0,6 %
6 0,2 % 24,5 % 16,0 % 7,3 % 4,2 % 5,7% 1,1 %
7 0,1 % 24,0 % 5,4 % 20,4 % 3,7 % 7,8% 0,1 %
8 0,1 % 23,9 % 5,4 % 20,4 % 3,6 % 7,6% 0,6 %

Da für die Definition der Typologien in [144] nicht alle Siedlungstypen aus [146]
genutzt werden, ergeben sich die Anteile in der Tabelle pro GK in Summe nicht zu
100%. Beispielsweise werden die Siedlungstypen der Sonderbauten und Industriebau-
ten nicht für die Typologienbestimmung berücksichtigt. Die prozentualen Siedlungs-
flächenanteile der beiden Typologien freistehende Gebäude und Hochhäuser & große
Zeilenbebauung fallen vergleichsweise sehr gering aus. Da im Rahmen dieser Arbeit
auch keine Netzdaten für diese Typologien zur Verfügung stehen, werden diese daher
in den nächsten Schritten vernachlässigt, und die Anteile der weiterhin berücksichtig-
ten Typologien bei Beibehaltung der Verhältnisse auf 100% normiert. Entsprechend
der in Unterabschnitt 4.3.1 gewählten Annahme, dass die Siedlungsflächenanteile in
die Wohngebäudeverteilung der Typologien überführt werden, steht als Resultat für
jede GK die Anzahl der EFH und MFH pro Typologie zur Verfügung

Als Eingangsdaten für die optimale Verteilung der Topologien in den Gemeinden
liegen 27 reale NS-Netztopologien vor, die von unterschiedlichen Verteilnetzbetreibern
anonymisiert zur Verfügung gestellt wurden und in Tabelle 5.4 beschrieben werden.
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Tabelle 5.4: Eigenschaften der als Eingangsdaten vorliegenden NS-Netztopologien

Netzname Typologie Anzahl
EFH

Anzahl
MFH

Anzahl
Gewerbe und

Landwirtschaft

Leitungs-
länge

Netz in km
NS_T2_1 2 4 11 7 0,677
NS_T2_2 2 12 18 4 1,001
NS_T2_3 2 31 22 0 1,31
NS_T2_4 2 118 0 1 10,485
NS_T3_1 3 52 4 4 2,871
NS_T3_2 3 20 3 5 1,19
NS_T3_3 3 58 11 4 2,87
NS_T3_4 3 69 6 5 3,42
NS_T3_5 3 26 6 9 2,631
NS_T3_6 3 50 8 4 3,22
NS_T3_7 3 83 2 7 4,519
NS_T4_1 4 4 10 0 0,664
NS_T4_2 4 1 9 0 0,34
NS_T4_3 4 3 2 1 0,343
NS_T4_3_1 4 3 3 0 0,343
NS_T4_3_2 4 2 4 0 0,343
NS_T4_6 4 0 5 1 0,316
NS_T4_7 4 2 4 2 0,523
NS_T4_8 4 29 56 0 2,315
NS_T4_9 4 10 43 3 3,092
NS_T6_1 6 3 18 1 1,377
NS_T6_2 6 2 4 4 0,644
NS_T6_3 6 18 21 1 1,665
NS_T6_3_1 6 12 24 3 1,665
NS_T6_5 6 9 6 2 0,855
NS_T7_1 7 10 26 8 2,72
NS_T7_1_1 7 14 22 8 2,72

Da in einigen Netzen nicht alle Knoten eindeutig einem EFH oder MFH zugeordnet
werden können, wurden in ausgewählten Fällen Varianten erstellt. Davon betroffen
sind ein Netz der Typologie 4, ein Netz der Typologie 6 sowie das Netz der Typolo-
gie 7. Ohnehin fällt auf, dass die Datenbasis für Typologie 7 (Altstadt) sehr gering
ist. Falls verfügbar, wurden die Typologien mittels Satellitendaten oder Karteninfor-
mationen bestimmt, ansonsten wurde anhand der Abstände der Knoten, sowie der
eingetragenen Leistungen der Lasten in den Netzmodellen entschieden, welche Typo-
logie das Netzgebiet prägt.

Die realen NS-Netze im Jahr 2022 weisen eine Leitungslänge von 1,275 Mio. km auf
[139]. Im Rahmen dieser Arbeit werden nicht alle Typologien abgebildet und zudem
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werden einige Leitungskilometer in der NS für separate Beleuchtungsnetze genutzt.
Ebenso ist mit Verteilung der Netztopologien nicht klar, ob die ausgewählten Netzto-
pologien für den aktuellen Anlagenbestand auch in allen Gemeinden engpassfrei sind,
sodass ggf. ein Ausbau stattfinden muss (siehe Unterabschnitt 4.3.5), der die Lei-
tungslängen erhöht. Daher wird die gesamte Leitungslänge LNS,Ltg

ges für die optimierte
Verteilung der Netztopologien in den Gemeinden mit 900.000 km vorgegeben.

Der Sollwert für die Anzahl der insgesamt zu verortenden Netze, welcher in die Berech-
nung von ∆nNS,Netz

ges einfließt, wird auf 580.000 gesetzt. Diese Annahme begründet sich
darin, dass in Deutschland insgesamt 600.000 Transformatoren aller Spannungsebe-
nen vorhanden sind, sodass die Teilmenge der MS/NS-Transformatoren angenähert
wird [158]. Da diese Vorgabe nur abgeschätzt wurde, wird die Abweichung von ihr im
Rahmen der Optimierung nur in geringem Maße bestraft. Die übrigen Parameter zur
Gewichtung der Zielfunktion (Gleichung 4.5) werden so gewählt, dass ein möglichst
gleich großer relativer Fehler über alle Bestandteile der Zielfunktion entsteht.

Die Optimierung wird, wie in den Maßnahmen zur Komplexitätsreduktion erläutert,
zweistufig durchgeführt. Dadurch werden Netztopologien, die nach dem ersten Opti-
mierungslauf nur einen sehr geringen Einfluss auf die Hochrechnung hätten, für den
Folgelauf nicht mehr berücksichtigt. Nach Durchführung der ersten Optimierung wer-
den dazu alle Netztopologien, die weniger als 1% zur Hochrechnung der NS-Netze bei-
tragen würden, entfernt. Mit der reduzierten Liste von Netztopologien wird schließlich
die finale Verteilung bestimmt. In der Anwendung wurden von den 27 Netztopologien
im ersten Schritt 15 Netze so oft verortet, dass ihre Leitungslänge multipliziert mit
der Verortungsanzahl jeweils größer als 9.000 km ist und die somit mehr als 1% zur
Hochrechnung beitragen. Diese 15 Netztopologien wurden schließlich in der zweiten
Optimierung verwendet.

Um die normgerechte Integration der Bestandsanlagen in den Gemeinden gewährleis-
ten zu können, werden die ausgewählten Netztopologien auf Engpassfreiheit überprüft
und ggf. konventionell ausgebaut. Beim konventionellen Ausbau wird die vorgestellte
Maßnahme zur Komplexitätsreduktion angewendet, sodass die Netztopologien in al-
len Gemeinden unabhängig von der jeweiligen Versorgungsaufgabe der Gemeinde in
gleichem Maße ausgebaut werden (siehe Unterabschnitt 4.3.5). Bei der Netzausbausi-
mulation werden rONT nicht als Ausbauoption berücksichtigt, da die Durchdringung
in aktuellen realen Netzen nicht in dem Maße fortgeschritten ist, dass die Verallge-
meinerung im Rahmen der Maßnahme zur Komplexitätsreduktion zulässig wäre. Die
Ergebnisse der Verortung sowie des resultierenden Ausbaus sind in Tabelle 5.5 dar-
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gestellt. Mit einem Stern gekennzeichnete Netztopologien wurden ausgebaut und die
Leitungslänge im Vergleich zu den Eingangsdaten aus Tabelle 5.4 erhöht.

Tabelle 5.5: Ausgewählte an Versorgungsaufgabe angepasste Netztopologien und
ihre Anzahl zur Abbildung der Typologien in den Gemeinden

Ergebnis der Optimierung Resultierende Eigenschaften bei Hochrechnung

Netzname Typologie Häufigkeit
Verortung

Anzahl
EFH

Anzahl
MFH

Anzahl
WEH

Anzahl
Gewerbe und

Landwirtschaft

gesamte
Leitungs-

länge in km
NS_T2_2 2 37.330 447.961 671.941 2.090.483 149.320 37.367
NS_T2_3 2 87.313 2.706.713 1.920.893 9.779.092 0 114.380
NS_T2_4* 2 24.654 2.909.122 0 2.909.122 24.654 321.458
NS_T3_1* 3 16.082 836.241 64.326 1.029.220 64.326 73.702
NS_T3_3 3 13.702 794.735 150.726 1.246.912 54.809 39.326
NS_T3_4 3 14.101 972.943 84.604 1.226.754 70.503 48.224
NS_T3_7* 3 12.714 1.055.250 25.428 1.131.533 88.997 66.594
NS_T4_2 4 57.449 57.449 517.045 1.723.483 0 19.533
NS_T4_3 4 123.355 370.065 246.710 1.973.681 123.355 42.311
NS_T4_3_1 4 36.029 108.087 108.087 612.492 0 12.358
NS_T4_8 4 21.912 635.445 1.227.067 4.689.149 0 50.726
NS_T6_3 6 25.764 463.744 541.034 4.895.074 0 42.896
NS_T6_5 6 72.266 650.392 433.595 4.841.806 144.532 61.787
NS_T7_1* 7 7.702 77.020 200.252 747.094 61.616 24.107
NS_T7_1_1* 7 17.656 247.188 388.438 1.465.470 141.250 55.264

Summe 568.028 12.332.354 6.580.145 40.361.364 923.362 1.010.034
Zensus 2011 - 12.339.643 6.582.975 40.563.320 - -

Das Ergebnis zeigt, dass die ausgewählten Netztopologien sowie die dadurch verorte-
ten EFH und MFH inklusive ihrer WEH nur eine geringe Abweichung von den vor-
gegebenen Zensusdaten aufweisen. Die Anzahl der Gewerbe- und Landwirtschaftsbe-
triebe steht nicht im Fokus dieser Arbeit und wird daher, auch aufgrund mangelnder
Datenlage, nicht bewertet. Eine Auswertung der Strafterme der Optimierung zeigt
zudem, dass die Anzahl der EFH und MFH in den Gemeinden sowie die Anzahl der
Gebäude in den Typologien oftmals nahezu exakt abgebildet werden und in keiner
Gemeinde nennenswerte Abweichungen auftreten.

Zusammengefasst wird das Ziel erreicht, repräsentative NS-Netztopologien auszuwäh-
len und in den Gemeinden Deutschlands so zu verteilen, dass die Anzahl und Eigen-
schaften der Wohngebäude in den jeweiligen Regionen abgebildet werden und über-
regionale Vorgaben eingehalten werden. Für jede Gemeinde ist somit eine optimierte
Anzahl einer jeden Netztopologie bekannt.
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Repräsentative MS-Netztopologien
Die 568.028 NS-Netze, die im vorigen Schritt verortet wurden, sind über ONS an
MS-Netze angeschlossen. Somit ist die Anzahl der Netzknoten mit ONS für die MS
bekannt. Die MS-Leitungslänge wird auf Basis der für das Jahr 2021 bei der Bun-
desnetzagentur gemeldeten Daten mit 527.100 km vorgegeben. Als Eingangsdaten für
die Netzverteilung dienen fünf ländliche, drei halbstädtische und vier städtische MS-
Verteilnetztopologien. In der Optimierung werden in den Gemeinden in Abhängig-
keit des Verstädterungsgrades nur die zugehörigen Topologien verortet. Im Ergebnis
stellt sich die Nutzung von zwei ländlichen, zwei halbstädtischen und drei städti-
schen Netztopologien als optimal heraus. Diese sieben Netztopologien werden in der
Folge im dritten Schritt der Methode, dem Verschmelzen benachbarter Gemeinden,
genutzt. Die Gemeinden werden so lange verschmolzen, bis in jeder Gemeindegruppe
mindestens ein MS-Netz verortet ist. Beim Verschmelzen ist zulässig, dass ein nicht-
ganzes Vielfaches einer Netztopologie einer Gemeindenetzgruppe zugeordnet wird.
Dies begründet sich darin, dass weiterhin eine Hochrechnung der Ergebnisse stattfin-
den kann, und angenommen wird, dass die Kosten für den Netzausbau und auch die
Netzrestriktionen anteilig gleich bleiben. Beim Verschmelzen werden 2.874 Gemein-
degruppen gebildet, die von einem oder mehreren MS-Netzen versorgt werden. 202
Gemeinden können durch die Heuristik keiner Gemeindegruppe zugewiesen werden.
Da diese jedoch nur über 2.770 der vorgegebenen 568.028 Ortsnetztransformatoren
verfügen, wird diese Ungenauigkeit als vernachlässigbar angesehen. Die Ergebnisse
der MS-Netztopologieverteilung sind in Tabelle 5.6 dargestellt.

Tabelle 5.6: Ausgewählte Netztopologien und ihre Anzahl zur Abbildung der MS-
Netze in den Gemeinden

Ergebnis der Verteilung Resultierende Eigenschaften bei Hochrechnung

Netzname Verstädte-
rungsgrad

Leitungs-
länge in km

Anzahl
ONS-Knoten

Häufigkeit
Verortung

gesamte
Anzahl

ONS-Knoten

gesamte
Anzahl

MS-Anschlüsse

gesamte
Leitungs-

länge in km
MS_L_1 ländlich 55,53 72 668 48.096 20.040 37.094
MS_L_2 ländlich 86,27 81 1.488 120.528 35.712 128.370
MS_H_1 halbstädtisch 124,86 141 1.268 178.788 16.484 158.322
MS_H_2 halbstädtisch 84,3 104 679 70.616 23.765 57.240
MS_S_1 städtisch 35,27 64 1.168 74.752 12.848 41.195
MS_S_2 städtisch 25.4 29 1.210 35.090 10.890 30.734
MS_S_3 städtisch 38.37 73 512 37.376 9.728 19.645

Summe 6.993 565.246 129.467 472.601
Zielwert - 568.028 - 527.000

Die gesamte Leitungslänge ist nach Verschmelzen der Gemeinden etwas geringer als
der Zielwert. Die Ergebnisgüte wird jedoch in Summe als ausreichend genau angese-
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hen, da die untersuchten Netztopologien einen direkten Anschluss von Windenergie-
anlagen an die Umspannebene nur in geringem Maße enthalten. Es ist davon auszu-
gehen, dass Netze in der Realität in Abhängigkeit der geografischen Gegebenheiten
längere Anschlussleitungen für Wind- oder PV-Parks beinhalten können. Da diese je-
doch ausschließlich zum Anschluss der Erzeugungsanlagen geplant werden, sind diese
Anschlussleitungen im Kontext der Forschungsfrage zu vernachlässigen. Dies begrün-
det sich darin, dass beim Neubau dieser Leitungen eine netzdienliche Flexibilitäts-
nutzung als nicht zweckmäßig angesehen wird bzw. die Spitzenkappung nur in einem
sehr spezifischen Fall Netzausbaukosten einsparen kann, wenn eine parallele Leitung
zum Anschluss eingespart werden kann.

Auf Basis von Leistungsflussrechnungen in zufällig ausgewählten MS-Netzen hat sich
kein Netzverstärkungsbedarf zur Integration des Anlagenbestands herausgestellt. So-
mit liegen nach Durchführen dieses Moduls repräsentativen MS-Netztopologien vor,
welche 2.874 Gemeindegruppen versorgen.

Repräsentative HS-Netztopologien
Die 6.993 identifizierten MS-Netze sind HS-Netzen unterlagert. Die Leitungslänge
für die HS wird mit 95.000 km vorgegeben [139]. Durch die Optimierung werden
drei von fünf vorgegeben Netztopologien ausgewählt und im Verschmelzen der MS-
Gemeindegruppen genutzt. Das Ergebnis der Verteilung der Netztopologien ist in
Tabelle 5.7 dargestellt.

Tabelle 5.7: Ausgewählte HS-Netztopologien und ihre Anzahl zur Abbildung der
Topologien in den Gemeinden

Ergebnis der Verteilung Resultierende Eigenschaften bei Hochrechnung

Netzname Leitungs-
länge in km

Anzahl
HS/MS-Knoten

Häufigkeit
Verortung

gesamte
Anzahl

HS/MS-Knoten

gesamte
Anzahl

HS-Anschlüsse

gesamte
Leitungs-

länge in km
HS_SimBench_mixed0 1.083 58 38,5 2.233 1.579 41.696
HS_SimBench_urban0 751,6 79 47,2 3.729 897 35.476
HS_3 228,4 13 88 1.144 616 20.099

Summe 173,7 7.106 3.092 97.271
Zielwert - 6.993 - 95.000

Zusammengefasst wird die reale HS-Netzinfrastruktur durch die ausgewählten Netz-
topologien zufriedenstellend abgebildet. Die erfolgreiche Anwendung der Methode
auf alle alle drei Verteilnetz-Spannungsebenen zeigt aufgrund der Abhängigkeiten der
Ebenen zusätzlich, dass die Ergebnisse der einzelnen Ebenen plausibel sind.
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5.2.2 Verortung dezentraler Anlagen in Verteilnetzen

Um eine Verortung von Anlagen in der Verteilnetzebene durchführen zu können,
werden zunächst Anlagentypen definiert. Dadurch werden unterschiedliche Gegeben-
heiten, bspw. in der zur Verfügung stehenden Dachfläche für PV-Dachanlagen, ab-
gebildet. Jedem Anlagentyp wird dazu ein Anteil an der installierten Leistung der
jeweiligen Technologie zugewiesen. Zusätzlich bieten Anlagentypen die Möglichkeit
der Unterscheidung des Anschlussknotens. So sollte ein Anlagentyp für Gewerbe-PV-
Anlagen bspw. nicht an Wohngebäuden, sondern lediglich an Gewerbeknoten verortet
werden. In Tabelle 5.8 sind die im Rahmen dieser Arbeit berücksichtigten Anlagenty-
pen aufgeführt. Für die Anlagentypen wird der prozentuale Anteil an der jeweiligen
Technologie, die Anschlussebene sowie die Zuordnung zu Knotentypen dargestellt.

Tabelle 5.8: Anlagentypen und Beschreibung der Anschlussknoten
Anteil Anschlussebene in % Anteil Knotentyp in %

Anlagentyp Anteil an inst.
Leistung in % HS HS/MS MS MS/NS NS EFH MFH GHDI LW V

PVA_Dach_Privat_1 40 0 0 0 0 100 90 10 0 0 0
PVA_Dach_Privat_2 60 0 0 0 0 100 60 40 0 0 0
Heimbatteriespeicher 100 0 0 0 0 100 90 10 0 0 0
E-KFZ 100 0 0 0 0 100 50 (Z) 50 (Z) 90 (A) 10 (A) 0
Wärmepumpe 100 0 0 0 0 100 * * 0 0 0
PVA_Dach_Gewerbe 100 0 0 0 0 100 0 0 50 50 0
PVA_Frei 100 0 10 90 0 0 0 0 0 33 67
Großbatteriespeicher 100 0 10 90 0 0 0 0 0 33 67
WEA_1 80 42,5 15 42,5 0 0 0 0 0 100 0
WEA_2 20 42,5 15 42,5 0 0 0 0 0 100 0

Der Anteil der installierten Leistung pro Anschlussebene orientiert sich an den Ver-
hältnissen im MaStR, welches ebenfalls die Anschlussebene als Information für EEA
enthält. So werden bspw. 15% aller Windenergieanlagen direkt an der HS/MS-Um-
spannebene angeschlossen und jeweils 42,5% in der MS beziehungsweise HS. PV-
Freiflächen-Anlagen und Großbatteriespeicher werden vor allem in der MS verortet.
Die übrigen dargestellten Anlagentypen werden vollständig in die NS-Netze integriert.
Für die Technologie der privaten PV-Dachanlagen wird ein Anlagentyp vorrangig auf
EFH verortet, wohingegen ein zweiter Anlagentyp vermehrt auch auf MFH instal-
liert wird. Diese Unterscheidung wird bei der nachfolgenden Dimensionierung der
Anlagen berücksichtigt. Für E-KFZ wird entsprechend Unterabschnitt 4.3.3 in beim
Arbeitgeber und zuhause ladende Fahrzeuge unterschieden, sodass sich zwei Ladepro-
filtypen ergeben. Es wird angenommen, dass 50% aller Ladevorgänge am Wohnort
an EFH und 50% an MFH stattfinden (in der Tabelle durch Z gekennzeichnet). Dies
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berücksichtigt die ausgleichenden Effekte, dass einerseits zwar (analog zum NEP) E-
KFZ vorrangig bei Besitzern von EFH angeschafft werden, jedoch andererseits mehr
WEH an einem MFH-Knoten aufzufinden sind und somit eine höhere Fahrzeuganzahl
als an EFH erwartet wird. Dadurch ist auch an Knoten mit MFH ein zunehmender
Ladebedarf zu erwarten. Ladevorgänge bei der Arbeit (in der Tabelle durch A ge-
kennzeichnet) werden vor allem Knoten des Sektors Gewerbe, Handel und Dienstleis-
tungen sowie Knoten mit Industrielast zugewiesen. Knoten mit landwirtschaftlichen
Betrieben (in der Tabelle durch LW gekennzeichnet) wird eine geringere Bedeutung
zugewiesen. An Verkehrsflächen (in dieser Tabelle durch V gekennzeichnet) werden
keine E-KFZ durch flexible Ladevorgänge modelliert, da dort ausschließlich unfle-
xible Ladevorgänge angenommen werden. Die Verortung von Wärmepumpen kann
nicht als feststehender Anteil in der Tabelle angegeben werden, da Wärmepumpen
entsprechend Abschnitt 4.2 auf einer detaillierteren Datenbasis verortet werden.

Für die definierten Anlagentypen werden installierte elektrische Leistungen sowie, falls
zutreffend, Speicherkapazitäten und Wirkungsgrade nach Tabelle 5.9 definiert.

Tabelle 5.9: Parameter der Anlagentypen

Anlagentyp installierte elektrische
Leistung in kW

Speicherkapazität
in kWh

Speicherwir-
kungsgrad in %

PVA_Dach_Privat_1 10 - -
PVA_Dach_Privat_2 15 - -
Heimbatteriespeicher 7 7 95
PVA_Dach_Gewerbe 40 - -
PVA_Frei 1.000 - -
Großbatteriespeicher 40 70 95
WEA_1 3.250 - -
WEA_2 4.000 - -

Die vermehrte Verortung des Anlagentypen PVA_Dach_Privat_2 an MFH spiegelt
sich in der erhöhten installierten elektrischen Leistung im Vergleich zu
PVA_Dach_Privat_1 wieder. Für E-KFZ und Wärmepumpen können keine Para-
meter angegeben werden, da das Anlagenverhalten in Abschnitt 4.2 und Unterab-
schnitt 4.3.3 detaillierter beschrieben und bestimmt wird. Die Dimensionierung der
Heim- und Großbatteriespeicher deckt sich mit den Annahmen des NEP. Im NEP
werden zusätzlich noch gewerbliche Speicher mit einer durchschnittlichen Leistung
von 2MW für die Erbringung von Regelleistung berücksichtigt, die in der vorliegen-
den Arbeit allerdings nicht in den Verteilnetzen modelliert werden.
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Neben den Wirkleistungsparametern wird das Blindleistungsverhalten in Abhängig-
keit der Anlagentypen beschrieben. Für die Blindleistungsoptimierung sind dabei vor
allem die Grenzwerte in Abhängigkeit der Wirkleistung von Interesse. In Anlehnung
an aktuelle Anschlussrichtlinien (siehe Unterabschnitt 2.1.3) wird für an die HS und
MS angeschlossenen EEA ein cos φ von 0,95induktiv bis 0,95kapazitiv in der Blindleis-
tungsoptimierung zugelassen. Für E-KFZ und Wärmepumpen wird ein unflexibles
Blindleistungsverhalten bei einem cos φ von 0,95induktiv modelliert. In Abweichung
zur Norm wird zur Vereinfachung nicht zwischen Lade- und Entladebetrieb von Spei-
chern unterschieden und der cos φ zwischen 0,9induktiv und 0,9kapazitiv optimiert.

Die installierten Leistungen einer Technologie in den Gemeinden werden mithilfe der
definierten Anlagentypen in Verortungswahrscheinlichkeiten überführt (siehe Glei-
chung 4.11). Da die Zubauwahrscheinlichkeit vom Bestand in den Gemeinden abhän-
gig ist und die Bestandsnetze nur für repräsentative Gemeinden erstellt werden, wird
die resultierende Anlagendichte in Unterabschnitt 5.2.4 dargestellt.

5.2.3 Disaggregation aggregierter Anlagenzeitreihen

In diesem Unterabschnitt werden exemplarische disaggregierte Anlagenzeitreihen dar-
gestellt, die mit den Methoden aus Unterabschnitt 4.3.3 auf Basis der MILES-
Marktsimulation erzeugt wurden. Die meisten Zeitreihen können direkt aus MILES in
Profile von Einzelanlagen überführt werden. Daher liegt der Fokus an dieser Stelle auf
E-KFZ und Lastzeitreihen, da diese umfangreichere Modellierungsschritte erfordern
und die Ergebnisse somit von besonderem Interesse sind.

Disaggregation von E-KFZ-Zeitreihen
In der Anwendung der Disaggregationsmethode zur Generierung von Zeitreihen an La-
depunkten für E-KFZ wird die Maßnahme zur Komplexitätsreduktion so umgesetzt,
dass maximal 10.000 Ladepunkte am Wohnort und 5.000 Ladepunkte an Arbeits-
stätten pro Gemeinde über Zeitreihen beschrieben werden. In Abbildung 5.1 werden
vier exemplarische Ladepunktprofile für die Gemeinde Recklinghausen in Nordrhein-
Westfalen für die 27. Kalenderwoche, sowie der Market-Clearing-Price (MCP) visua-
lisiert:
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Abbildung 5.1: Exemplarische disaggregierte Ladeprofile in der Gemeinde Reckling-
hausen in KW 27

Es sei darauf hingewiesen, dass der dargestellte MCP den Grenzkosten des teuersten
in der Gebotszone eingesetzten Kraftwerkes in der fundamentalen Marktsimulation
entspricht und nicht mit einem sich in der Realität einstellenden MCP gleichzusetzen
ist. Die marktdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung wird dadurch deutlich, dass der
Großteil der Ladevorgänge bei einem vergleichsweise niedrigen MCP stattfindet, der
in der ausgewählten Kalenderwoche sogar häufig bei 0 €/MWh liegt. Es wird jedoch
auch deutlich, dass die unterschiedlichen Mobilitätsbedürfnisse und Standzeiten eine
Variation der Ladezeiten und Ladeleistungen zur Folge haben. Beim Profil E-KFZ
Zuhause 5 fällt zudem zu zwei Zeitschritten auf, dass die Flexibilität nicht ausreicht,
um zu den günstigsten Zeitschritten zu laden. Eine alternative Erklärung liegt in der
gewählten Methode in der MILES-Marktsimulation. Durch die vorgelagerte Grup-
penbildung in der Vermarktung der E-KFZ ist davon auszugehen, dass in jedem der
visualisierten Zeitschritte mit Ladevorgang eine größere Gruppe von Fahrzeugen im
Gesamtsystem ebenfalls lädt. So könnte eine Verschiebung des Ladevorgangs, in der
Abbildung am Beispiel von E-KFZ Zuhause 5, dazu führen, dass die Kraftwerksein-
satzkosten in einem anderen Zeitpunkt in größerem Maße steigen und somit der MCP
ebenfalls steigen würde.

Zusammengefasst wird deutlich, dass die erstellten E-KFZ-Ladeprofile das marktdien-
liche Verhalten weiterhin abbilden und dabei eine Durchmischung der Ladezeitpunkte
und Ladeleistungen zu beobachten ist.
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Disaggregation von Haushaltslast-Zeitreihen
Als Eingangsdaten des Disaggregationsmoduls der Haushaltslast-Zeitreihe dienen 802
Einzellastgänge, die einen unterschiedlichen Jahresenergiebedarf aufweisen. 475 Haus-
haltslastprofile werden mithilfe einer Bottom-Up-Simulation erstellt, die an das
CREST Demand Model [96] angelehnt ist. Das Excel-Tool wurde dazu in Java imple-
mentiert und die Eingangsdaten der einzelnen Verbraucher aktualisiert. Beispielsweise
werden anstatt von Glühbirnen für die Beleuchtung LEDs verwendet, die eine entspre-
chend höhere Effizienz aufweisen und somit im Vergleich einen geringeren Energiever-
brauch zur Folge haben. Ebenfalls werden 46 gemessene Lastprofile als Eingangsdaten
verwendet, die im Rahmen des Projektes openMeter auf der zugehörigen Projektweb-
site zugänglich sind. Die 46 Profile, deren Messzeitraum sich jeweils über ein Jahr
hinaus erstreckt, werden um jeweils einen Wochentag verschoben als Eingangsda-
ten genutzt, um einen Freiheitsgrad für die Abfolge beziehungsweise den Startpunkt
der Wochentage einzufügen. Zudem werden fünf Haushaltslastprofile aus dem Pro-
jekt SimBench genutzt. Der maximale Anteil eines gewichteten Haushaltslastprofils
am Gesamtjahresenergiebedarf der Haushalte nach Gleichung 4.16 wird auf 20% ge-
setzt. Im Ergebnis werden 354 Profile ausgewählt und so gewichtet, dass sie 37,7 Mio.
Haushalten entsprechen. Im Jahr 2010 existierten in Deutschland nach Zensus 2011
40,5 Mio. Haushalte, sodass diese Anzahl als ausreichend genau angesehen wird [159].
Der nRMSE ergibt sich allerdings zu 0,0874, sodass eine nicht zu vernachlässigende
Abweichung auftritt. Dies wird auch beim graphischen Vergleich der Tagesmaxima
des H0-Profils in MILES (blau) und den aggregierten Tagesmaxima der Einzelprofile
(orange) in Abbildung 5.2 ersichtlich.
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Abbildung 5.2: Tagesmaxima des H0-Profils in MILES (grau) und Tagesmaxima
der aggregierten Einzelprofile nach Optimierung (orange) für ein
Jahr

Die Abweichungen treten vor allem in den Wintermonaten auf, da die deutlich ausge-
prägte Saisonalität des H0-Profils in MILES mit den vorliegenden gemessenen Profilen
nicht abgebildet werden kann. Der untertägige Verlauf in den Sommerwochen wird
jedoch gut abgebildet und ist exemplarisch für KW 16 in Abbildung 5.3 visualisiert.

Abbildung 5.3: H0 Profil in MILES (grau) und Verhalten der aggregierten Einzel-
profile nach Optimierung (orange) für KW 16
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Zusammengefasst zeigt sich, dass die untertägigen Verläufe des H0-Profils durch die
ausgewählten Profile gut getroffen werden, jedoch die Saisonalität nicht adäquat abge-
bildet werden kann. Dies ist in der weiteren Bewertung der Ergebnisse zu berücksich-
tigen und liefert einen weiteren zukünftigen Forschungsbedarfs. Es kann dabei auch
kritisch hinterfragt werden, ob die ausgeprägte Saisonalität des BDEW-H0-Profils
aufgrund des geringeren Energiebedarfs von Leuchtmitteln noch realitätsnah ist. Vor
allem vor dem Hintergrund der separaten Modellierung von Heizsystemen in aktuel-
len Energiesystemstudien stellt sich die Frage nach möglichen Ursachen dieser starken
Saisonalität. Da in der Anwendung nicht alle Haushalte Deutschlands explizit simu-
liert werden, ist die Abweichung der Profile in MILES und den Verteilnetzen dennoch
in Summe unkritisch für den gesamten Anwendungsfall.

5.2.4 Auswahl repräsentativer Regionen der
Niederspannungsebene

Die in Unterabschnitt 4.3.4 erläuterte Methode wird genutzt um Regionen zu grup-
pieren, die eine ähnliche Leistungsdichte verschiedener Technologien im Zeitverlauf
aufweisen. In MILES wird in 11.366 Gemeinden unterschieden, welche im k-medoids-
Verfahren geclustert werden. Für die NS werden die unterschiedlichen GK separat
untersucht, da die GK unmittelbar auf die Typologiezusammensetzung der Gemein-
de wirkt und somit auch die Anteile der Netztopologien innerhalb der Gemeinden
einer GK ähnlich sind (siehe Tabelle 5.3). Für die Leistungsdichte werden als Tech-
nologien PV-Dach-Anlagen und Wärmepumpen auf bzw. an Wohngebäuden sowie
E-KFZ an Netzknoten berücksichtigt. Da angenommen wird, dass die Wahrscheinlich-
keit des Hinzufügens von Heimbatteriespeichern bei PV-Anlagen über alle Regionen
gleichverteilt ist, müssen die Heimbatteriespeicher nicht als Eigenschaft bei der Grup-
penbildung hinzugezogen werden, da diese zunächst marktdienlich betrieben werden
und der Einfluss bereits implizit durch die PV-Anlagen abgebildet wird.

Zum Auffinden des optimalen kcl je GK wird das kcl in 5%-Schritten variiert. Somit
werden 18 unterschiedliche kcl überprüft und für GK 1 mit 8.728Gemeinden beträgt
das minimale kcl 436. Aufgrund der Abhängigkeit des Cluster-Ergebnisses von der
zufälligen Initialisierung der Clusterzentren beim k-medoids-Verfahren werden zehn
Lösungen für jedes kcl generiert. Anschließend wird die Lösung mit dem geringsten
quadratischen euklidischen Abstand der Clusterelemente zum Clusterzentrum als Re-
sultat gewählt.
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Die Auswahl des kcl pro GK, welches für die weiteren Untersuchungen herangezogen
wird, erfolgt in Abhängigkeit der Fehlermaße αClustern

Fehler der verschiedenen Technologi-
en. Aufgrund der durch die Implementierung sichergestellten Parallelisierbarkeit der
Berechnungen wird jedoch nicht die Ellbogen-Methode zum Auffinden des kcl genutzt,
sondern die Anzahl der Cluster kcl so gewählt, dass ein möglichst geringer Fehler bei
handhabbarem Rechenaufwand entsteht. Das gewählte kcl sowie die damit verbunde-
nen Fehlermaße pro Technologie sind in Tabelle 5.10 aufgeführt.

Tabelle 5.10: Gewähltes kcl je GK und resultierende Fehlermaße

GK Anzahl
Gemeinden kcl αClustern

Fehler,PV αClustern
Fehler,E−KFZ αClustern

Fehler,WP

1 8.728 1.309 0,107 0,124 0,056
2 1.232 493 0,080 0,106 0,048
3 887 355 0,084 0,109 0,043
4 337 169 0,073 0,106 0,058
5 83 50 0,730 0,087 0,050
6 56 39 0,055 0,085 0,046
7 28 18 0,083 0,064 0,042
8 15 10 0,081 0,069 0,051

Fünf gebildete Gemeindegruppen der GK 1 werden in Abbildung 5.4 exemplarisch
dargestellt. Es fällt auf, dass die räumliche Ausdehnung der Cluster größtenteils gering
ist. Zu begründen ist dies mit dem wetterabhängigen Verhalten der beim Clustern be-
rücksichtigten PV-Anlagen und Wärmepumpen und wurde entsprechend angestrebt.
Die Anzahl der Gemeinden in den Gemeindegruppen unterscheidet sich in den ausge-
wählten Beispielen teils deutlich. Während das fünfte Cluster aus nur drei Gemein-
den besteht, besteht das grüne Cluster aus 21 Gemeinden. Dies zeigt in Kombination
mit der ausgeprägteren Distanz zwischen den Gemeinden in der nord-östlichsten Ge-
meindegruppe deutlich, dass auch die anderen Eigenschaften der Gemeinden (bspw.
Anzahl E-KFZ) wie angestrebt einen Einfluss auf die Gruppenbildung haben. Die
visuelle Überprüfung zeigt somit in Kombination mit den Fehlermaßen auf, dass die
Clusterbildung sinnvoll und nachvollziehbar erfolgt ist.
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Abbildung 5.4: Exemplarische identifizierte Gemeindegruppen und ihre Lage in
Deutschland

Beim Clustern wurde die Leistungsdichte im zeitlichen Verlauf herangezogen, resultie-
rend ergibt sich zudem auch ein heterogenes Bild der installierten Anlagenleistungen
pro Wohngebäude. Zur weiteren Plausibilisierung der Disaggregationsmethode, deren
Ergebnisse in Teilen bereits in Unterabschnitt 5.2.3 diskutiert wurden, wird in der
Folge ergänzend dazu die Anlagendichte pro EFH bzw. MFH für die drei ausgewählten
Technologien in den repräsentativen Gemeinden ausgewertet.

In Abbildung 5.5 ist die Anzahl der durchschnittlich zugebauten PV-Dach-Anlagen
und Wärmepumpen sowie die durchschnittliche Anzahl der E-KFZ pro EFH darge-
stellt.
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Abbildung 5.5: Zubau ausgewählter Technologien in EFH der repräsentativen Ge-
meinden

Es zeigt sich, dass im Median in etwa jedes zehnte EFH eine PV-Dach-Anlage erhält.
In einigen Gemeinden werden bis zu 0,9 PV-Dachanlagen pro EFH zugebaut. Dies
zeigt, dass die Dimensionierung der Anlagentypen grundsätzlich plausibel erscheint.
Ebenso plausibel ist es, dass in einigen Gemeinden mehr als ein E-KFZ pro EFH
angeschafft wird, jedoch im Schnitt in etwa 0,4 E-KFZ pro EFH im Zukunftsszenario
verortet werden. Da ein EFH aus nur einem Haushalt besteht, ist es zudem sinnvoll,
dass im Maximum eine Wärmepumpe pro EFH installiert wird, wobei im Großteil
der Gemeinden jedes zweite bis dritte Haus über eine Wärmepumpe verfügt.

Dieser Grenzwert von einer Wärmepumpe gilt bei MFH im Extremfall nicht, da ein
MFH über mehr als einen Haushalt verfügt und die Modellierung der Wärmepumpen
pro WEH erfolgt ist. Somit zeigt sich in Abbildung 5.6 ein Spitzenwert von bis zu 5
Wärmepumpen pro MFH.

143



5 Anwendung der Simulationsumgebung

Abbildung 5.6: Zubau ausgewählter Technologien in MFH der repräsentativen Ge-
meinden

Grundsätzlich zeigt sich aber das angestrebte Verhalten der Disaggregation, da im Re-
gelfall nur sehr wenige MFH über Wärmepumpen verfügen. Die Anzahl der Fahrzeuge
korreliert mit der Anzahl der WEH, sodass an einem MFH plausibel eine Vielzahl von
E-KFZ verortet werden kann. Im Durchschnitt über alle Gemeinden liegt die E-KFZ-
Dichte bei etwa einem Fahrzeug pro MFH. Ebenso wird nur eine geringe Anzahl von
PV-Dach-Anlagen auf MFH installiert. Die wenigen Datenpunkte mit mehr als einer
Anlage pro MFH sind als unproblematisch zu betrachten, da dort lediglich mehre-
re PV-Anlagen des Anlagentypens platziert werden und das nicht als unrealistisch
eingestuft wird. Da die Dachflächen bei MFH teils deutlich größer ausfallen als Dach-
flächen bei EFH, kann dort auch eine größere installierte Leistung angetroffen werden.
In Summe zeigt sich eine plausible Anlagendichte der betrachteten Technologien in
den repräsentativen Gemeinden.

Da jede in den repräsentativen Gemeinden verortete NS-Netztopologie in der Folge
berechnet werden muss und jeweils mehrere Netztopologien in den 2.443 repräsenta-
tiven Gemeinden verortet sind, ergibt sich eine Gesamtzahl von 13.083 NS-Netzen,
die für die weiteren Untersuchungen von Relevanz sind.
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5.3 Ergebnisse der Netzausbausimulation

In diesem Unterkapitel werden Ergebnisse der Ausbausimulation am Beispiel der NS
vorgestellt und diskutiert. Dazu werden zunächst die verwendeten Einstellungen in
der Netzausbausimulation erläutert. In der Simulation wird die netzdienliche Flexibi-
litätsnutzung variiert, um die Wechselwirkungen mit dem Gesamtsystem untersuchen
zu können. In einem ersten Simulationsschritt wird zunächst der Netzausbaubedarf
bei rein marktdienlichem Anlageneinsatz bestimmt. Für alle Netze, die einen Ausbau-
bedarf aufweisen, werden in der Folge schrittweise 3% bzw. 10% der Jahresenergie
zur netzdienlichen Nutzung in der Planung freigegeben, um Ausbaumaßnahmen zu
identifizieren, die eingespart werden können. Für diese Netze werden schließlich die
daraus resultierenden Netzrestriktionen vorgestellt.

Gewählte Parametrierung der Netzausbausimulation
Um einen Kompromiss aus optimalem Ergebnis und einer handhabbaren Rechen-
zeit bei der Vielzahl der zu untersuchenden Netze abzubilden, werden Maßnahmen
zur Komplexitätsreduktion bei der Leistungsflussberechnung inklusive Trafo-, Blind-
und Wirkleistungsoptimierung in der Simulationsumgebung aktiviert. In der Netzaus-
bausimulation wird die Transformatorstufe in jeder Anwendung der Leistungsfluss-
rechnung optimiert. Das Blindleistungsverhalten der Anlagen wird dabei nur für die
jeweils initiale Transformatorstufe optimiert und für alle weiteren Stufen beibehal-
ten (siehe Option Tr2 in Unterabschnitt 4.4.2). Auch wenn eine netzdienliche Fle-
xibilitätsnutzung, also eine Anpassung des Wirkleistungsverhaltens von Anlagen, im
Ausbau berücksichtigt wird, findet nur eine Blindleistungsoptimierung der initialen
Transformatorstufe statt (Option P2 in Unterabschnitt 4.4.3).

Die netzdienliche Flexibilitätsnutzung in der Planung wird durch eine geschlosse-
ne Optimierung ohne zeitkoppelnde Restriktionen umgesetzt (Schritt 2 in Abbil-
dung 4.11). Dies begründet sich einerseits im Rechenbedarf der rollierenden Opti-
mierung und andererseits auch darin, dass im Planungsprozess in der Praxis nicht
davon auszugehen ist, dass bspw. eine detaillierte thermische Gebäudemodellierung
umgesetzt werden kann. Die zeitkoppelnden Restriktionen der Flexibilitätsnutzung
werden in einem weiteren Schritt der Untersuchung, der Marktsimulation mit Netz-
restriktionen der Verteilnetze, ohnehin aggregiert berücksichtigt. Somit kann durch
Anwendung dieser Maßnahme zur Komplexitätsreduktion von Planungsgrundsätzen,
die auch in der Praxis umgesetzt werden können, auf entstehende Mehrkosten auf-
grund netzdienlicher Flexibilitätsbewirtschaftung geschlossen werden.
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5 Anwendung der Simulationsumgebung

Die Anzahl der maximal möglichen Ausbaumaßnahmen wird auf 30 begrenzt und ein
Zeitlimit von acht Stunden für die Berechnung eines einzelnen Verteilnetzes vorgege-
ben. Liegt nach acht Stunden kein Ergebnis vor, steht lediglich der Zielfunktionswert
der ersten Leistungsflussrechnung zur Verfügung. In der Anwendung hat es sich nicht
als zielführend erwiesen, wenn Zwischenergebnisse genutzt werden, die vor Abschluss
der Variantenprüfung vorliegen, da in der Variantenprüfung in den meisten Netzto-
pologien signifikante Verringerungen der notwendigen Ausbaumaßnahmen festgestellt
wurden.

Bei einer Netzverstärkung werden Standardbetriebsmittel eingesetzt, die den in den
SimBench-Netzen genutzten Leitungs- und Transformatorentypen entsprechen [138].
Die Investitionskosten für Leitungen (NAYY 4x150) unterscheiden sich zwischen den
Typologien. So wird zwischen ländlich geprägten Typologien , die oftmals nicht ver-
siegelte Flächen aufweisen, und städtisch geprägten Typologien mit versiegelten Flä-
chen unterschieden. Resultierend werden für die Typologie 3 Investitionskosten in
Höhe von 60.000 € pro Leitungskilometer und für die übrigen Typologien 100.000 €
pro Leitungskilometer veranschlagt. Die betriebsgewöhnliche Nutzungsdauer wird zu
45 Jahren gewählt. Für nicht unter Last stufbare Transformatoren werden Investiti-
onskosten in Höhe von 12.000 € bei einer betriebsgewöhnlichen Nutzungsdauer von
40 Jahren angenommen. Der Transformator verfügt ebenso wie der verwendete rONT
über fünf Stufen bei einer Schrittweite von 2,5%. Die betriebsgewöhnliche Nutzungs-
dauer wird bei rONT mit 30 Jahren als geringer angenommen. Die Investitionskosten
für den rONT betragen dabei 18.000 €. Die Kosten orientieren sich an den in Ab-
schnitt 3.1 vorgestellten Verteilnetzstudien, um eine grundsätzliche Vergleichbarkeit
sicherzustellen. Unter Berücksichtigung aktueller Marktpreisentwicklung ist jedoch
davon auszugehen, dass reale Kosten höher ausfallen können. Als kalkulatorischer
Zins werden 5% veranschlagt.

Ausbaubedarf ohne netzdienliche Flexibilitätsnutzung
Die Ergebnisse der Netzausbausimulation weisen signifikante Unterschiede im Aus-
baubedarf verschiedener Regionen auf. Dies zeigt sich einerseits auf makroskopischer
Ebene beim Vergleich der Ergebnisse unterschiedlicher Gemeinden und andererseits
auf mikroskopischer Ebene der untersuchten Typologien. In Tabelle 5.11 sind ausge-
wählte Kennzahlen zur Beschreibung des Ergebnisses der untersuchten Netztopologi-
en dargestellt.

Die Tabelle zeigt die Anzahl der jeweiligen Netztopologien in Deutschland nach erfolg-
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5 Anwendung der Simulationsumgebung

ter Hochrechnung der Detailergebnisse auf Basis der Clusteranalyse. Es wird deutlich,
dass die Verhältnisse der Typologien grundsätzlich beibehalten werden, allerdings ist
festzustellen, dass die Netztopologie NS_T4_2 einen größeren Anteil an der Hoch-
rechnung einnimmt als nach gemeindescharfer Verortung. Der Grund für die Ab-
weichung ist im Clusterergebnis zu finden. Zwar wurden die Gemeinden anhand ihrer
GK separat geclustert, das Clusterzentrum kann aber aufgrund der Eigenschaften der
Wohnbebauung dennoch eine abweichende Topologien-Zusammensetzung aufweisen
als die Gemeinden des Clusters.

Bei fast allen Netztopologien kann die Ausbauberechnung mit der gewählten Para-
metrierung erfolgreich beendet werden. Die Netztopologie NS_T2_4 stellt eine Aus-
nahme dar, bei der nur 74% aller Netze erfolgreich das Modul der Ausbausimulation
durchlaufen. Dies ist damit zu begründen, dass in dieser Netztopologie mit vielen
EFH besonders viele zusätzliche flexible Anlagen verortet werden und ein großer
Ausbaubedarf entsteht. Dies führt dazu, dass die Variantenprüfung eine Vielzahl von
Möglichkeiten berücksichtigen muss und das Zeitlimit überschreitet. An dieser Stel-
le wird deutlich, dass die Ausbauheuristik nicht für eine derartig groß ausfallende
Veränderung der Versorgungsaufgabe ausgelegt ist. In Summe werden Netze mit ei-
ner Leitungslänge von hochgerechnet 81.577 km nicht erfolgreich ausgebaut, sodass
ein Anteil von ungefähr 8% der Leitungslänge in der NS nicht detailliert untersucht
werden konnte. Bei den Ergebnissen fällt auf, dass viele Netztopologien, vor allem
in Typologien mit typischerweise kurzen Leitungslängen und vorrangig MFH, kei-
nen Ausbaubedarf aufweisen. Bei Netzen mit Ausbaubedarf findet sowohl eine Ver-
stärkung mit rONT als auch nicht unter Last stufbaren Transformatoren statt. Der
Großteil der Netzausbaukosten entsteht in den Typologien zwei und drei und somit in
Typologien, die durch besonders viele EFH geprägt sind. Diese sind besonders von der
erhöhten Durchdringung von einerseits PV-Anlagen und andererseits Wärmepumpen
bzw. E-KFZ betroffen. In Kombination mit im Vergleich längeren Leitungslängen in
den Netztopologien entsteht daher auch der Bedarf neuer Leitungen durch Strang-
auftrennungen. In Netztopologie NS_T2_4 werden somit durchschnittlich 59% der
aktuellen Leitungslänge zusätzlich neu gebaut.

Der unterschiedliche Netzverstärkungsbedarf in den Gemeinden Deutschlands ist in
Abbildung 5.7 visualisiert.
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5.3 Ergebnisse der Netzausbausimulation

Abbildung 5.7: Anteil neuer Leitungen in der NS in den Gemeinden Deutschlands
bezogen auf die Leitungslänge im Bestandsnetz

Der Einfluss des Clusterns und der Hochrechnungsmethode wird in der Karte dadurch
deutlich, dass benachbarte Gemeinden oftmals einen gleichen anteiligen Leitungsneu-
bau aufweisen. Die regionalen Unterschiede sind neben Einflüssen der Regionalisie-
rung aus MILES auch auf die unterschiedlichen Typologiezusammensetzungen der
Gemeinden zurückzuführen.

In der Bewertung der Ergebnisse ist zu berücksichtigen, dass in der Ausbausimulati-
on eine Blindleistungsoptimierung stattgefunden hat, die aktuell nicht in der Planung
berücksichtigt wird. Während die Blindleistung daher möglichst netzdienlich gewählt
wurde, ist das Wirkleistungsverhalten aufgrund der marktdienlichen Flexibilitäts-
bewirtschaftung teils von hohen Gleichzeitigkeiten geprägt und kann ebenfalls von
aktuellen Planungsgrundsätzen abweichen. Aufgrund dieser Besonderheiten ist ein
Vergleich der erlangten Ergebnisse mit anderen Studienergebnissen im Detail nicht
sinnvoll, zeigt aber Kosten und Ausbaumaßnahmen in ähnlicher Größenordnung.

Im Bericht zum Zustand und Ausbau der Verteilnetze 2022 der Bundesnetzagen-
tur vom Juli 2023 [5] wird für die 10-Jahresplanung der NS ein Investitionsbedarf
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von 9,49 Mrd. Euro ausgewiesen. Zusätzlich werden für die MS/NS-Umspannebene
zusätzliche 5,36 Mrd. Euro veranschlagt. Die berechneten Investitionskosten im Un-
tersuchungsfall belaufen sich auf etwa 14,1 Mrd. Euro für Leitungsneubauten in der
NS und 862 Mio. Euro für die MS/NS-Umspannebene. In Summe sind die berechne-
ten Ausbaukosten somit in einem plausiblen Bereich. Es muss bei der Einordnung
berücksichtigt werden, dass sich das untersuchte Zielszenario nicht nur bis in das
Jahr 2032, sondern bis in das Jahr 2035 erstreckt. Ein Grund für die Abweichung ist
in der optimierten Blindleistungsbereitstellung im Rahmen der Fallstudie zu sehen.
Ein weiterer Grund sind die nicht erfolgreich durch die Heuristik ausgebauten Net-
ze. Vor allem die nicht erfolgreich ausgebauten Netze der Netztopologie NS_T2_4
würden die tatsächlichen Investitionskosten weiter erhöhen. Von einer Abschätzung
der Kosten des Ausbaus bzw. Neubaus dieser Netze wird an dieser Stelle abgese-
hen, da dies über die exemplarische Anwendung der entwickelten Simulationsum-
gebung hinaus geht. Gegenläufig ist davon auszugehen, dass die Investitionen für
den Netzausbau der Netztopologie NS_T2_4 auch in Gemeinden überschätzt wer-
den, die zwar erfolgreich ausgebaut wurden, aber dennoch eine sehr große Anzahl an
Netzverstärkungsmaßnahmen erfordern. Dies ist damit zu begründen, dass auch in
diesen Fällen spannungsebenenübergreifende Ausbaumaßnahmen, wie bspw. zusätzli-
che MS/NS-Umspannpunkte, wirtschaftlich effizienter wären. Auch der Vergleich mit
den erwarteten Kosten lässt diesen Schluss zu, da die Investitionen in die MS/NS-
Umspannebene im Anwendungsbeispiel im Vergleich zur Erwartung der Netzbetreiber
deutlich geringer sind.

Zusammengefasst lässt sich ein großer Ausbaubedarf in der NS feststellen, der sich
teils deutlich zwischen Regionen und Typologien unterscheidet. Bei der Analyse der
Ergebnisse wurde über die Darstellungen in der Arbeit hinausgehend festgestellt, dass
einige Ausbauentscheidungen nur aufgrund einiger weniger Zeitpunkte getroffen wur-
den, sodass ein großer Mehrwert durch die netzdienliche Flexibilitätsnutzung erwartet
wird.

Ausbaubedarf mit netzdienlicher Flexibilitätsnutzung
Für die Untersuchung des Ausbaubedarfs mit netzdienlicher Flexibilitätsnutzung stel-
len die mit marktdienlichem Anlageneinsatz erstellten Zielnetze des vorigen Abschnit-
tes die Grundlage dar. Bei der Untersuchung des Ausbaubedarfs mit netzdienli-
cher Flexibilitätsnutzung werden die Ausbaumaßnahmen dieser Zielnetze schrittweise
rückgängig gemacht und die resultierende Netztopologien auf Engpassfreiheit über-
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5.3 Ergebnisse der Netzausbausimulation

prüft. Im Rahmen von zwei Untersuchungsvarianten wird die netzdienliche Flexibili-
tätsnutzung auf eine Abregelung von 3% bzw. 10% der Jahresenergie einer flexiblen
Anlage begrenzt. Durch diese Fallbeispiele können die Auswirkungen eines verzö-
gerten oder unterlassenen Netzausbaus in Wechselwirkung mit dem Gesamtsystem
exemplarisch analysiert werden. Für die Hochrechnung der Netzausbauergebnisse oh-
ne netzdienliche Flexibilitätsnutzung wurden 13.083 NS-Netze herangezogen. Davon
weisen 4.307 NS-Netze einen Ausbaubedarf auf, sodass nur diese unter Berücksichti-
gung netzdienlicher Flexibilitätsnutzung untersucht werden.

Bei einer netzdienlichen Flexibilitätsnutzung in Höhe von 3% der Jahresenergie kön-
nen Netzausbaumaßnahmen in 1.889 NS-Netztopologien eingespart werden. Nach
Hochrechnung ergibt sich eine Ersparnis von 162,1 Mio. Euro pro Jahr, sodass die
annuitätischen Kosten im Vergleich zum Netzausbau ohne netzdienliche Flexibilitäts-
nutzung um 19% reduziert werden können. 129,6 Mio. Euro pro Jahr entfallen dabei
auf Einsparungen in der Netztopologie NS_T2_4. Bei 22.286 NS-Netzen aller To-
pologien können Netzausbaumaßnahmen, die ohne netzdienliche Flexibilitätsnutzung
notwendig sind, vollständig entfallen.

Können 10% der Jahresenergie netzdienlich abgeregelt werden, reduziert sich die An-
nuität des Netzausbaus um weitere 56,8 Mio. Euro. Die Einsparung im Vergleich zum
Ergebnis ohne netzdienliche Flexibilitätsnutzung ergibt sich damit zu 25,5%. Für
hochgerechnet 3.481 NS-Netze entfällt dabei die Notwendigkeit jeglicher Ausbaumaß-
nahmen. Die mit den Einsparungen verbundenen Netzrestriktionen bei marktdienli-
chem Anlageneinsatz werden im folgenden Abschnitt präsentiert.

Netzrestriktionen bei netzdienlicher Flexibilitätsnutzung
Die Netzrestriktionen der einzelnen Netztopologien der Gemeindegruppen werden
entsprechend der Methode aus Abschnitt 4.6 für die 2.443 Gemeindegruppen der NS
hochgerechnet. Dabei wird die Komplexitätsreduktion aus Abschnitt 4.5 angewendet,
sodass die angepasste Austauschleistung mit der überlagerten Netzebene für die Zeit-
schritte bestimmt wird. Für die Berechnung der Grenzwerte werden die flexiblen in
den NS-Netzen verorteten Technologien, also Heimbatteriespeicher, E-KFZ, Wärme-
pumpen und PV-Dachanlagen, herangezogen. Das in der Ausbausimulation optimier-
te Wirkleistungsverhalten bei netzdienlicher Flexibilitätsnutzung wird mit dem initia-
len marktdienlichen Einsatz verglichen, um ein ∆Epos

t und ∆Eneg
t der ausgewählten

Technologien für jede Gemeindegruppe in jedem Zeitschritt t zu bestimmen. ∆Epos
t

beschreibt damit im Erzeugerzählpfeilsystem eine Einspeisungserhöhung bzw. Lastre-
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duktion. Das negative Pendant entspricht einer Einspeisungsverringerung bzw. Last-
erhöhung. Aufgrund der gewählten Komplexitätsreduktionen in der Optimierung der
netzdienlichen Flexibilitätsnutzung wird die Leistung von flexiblen Anlagen zudem
nur abgeregelt, aber nicht nachgeholt. Dies ist auch sinnvoll, weil in der Netzausbau-
simulation keine Informationen zum Gesamtsystem vorhanden sind und entsprechend
nicht bekannt ist, wann ein Nachholvorgang wirtschaftlich effizient ist. Die tatsäch-
liche Verschiebung des Wirkleistungsverhaltens findet erst in der Marktsimulation
durch Simulation der netzdienlichen Flexibilitätsbewirtschaftung statt. Dem entspre-
chend wird das Anlagenverhalten in der netzdienlichen Flexibilitätsbewirtschaftung
umfangreicher verändert, als bei der in diesem Abschnitt dargestellten netzdienlichen
Flexibilitätsnutzung, welche lediglich die Netzrestriktionen abbilden.

In Abbildung 5.8 wird das über alle Gemeindegruppen summierte ∆Epos
t bzw. ∆Eneg

t

für jede Stunde des Jahres im Erzeugerzählpfeilsystem bei drei-prozentiger netzdien-
licher Flexibilitätsnutzung angegeben. Zudem wird in der Abbildung der Anteil der
von Netzrestriktionen betroffenen Gemeindegruppen in jeder Stunde des Jahres vi-
sualisiert.

Abbildung 5.8: Anteil der von Netzrestriktionen betroffenen Gemeindegruppen und
abgeregelte Energiemenge bei 3% netzdienlicher Flexibilitätsnut-
zung in der Planung
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Die Anzahl und Ausprägung der Netzrestriktionen variiert in Abhängigkeit der Saison.
So treten vor allem in den Winter- und Sommermonaten vermehrt Netzrestriktionen
auf. Davon betroffen sind allerdings in einem Zeitschritt maximal 6% aller Gemein-
degruppen. In den Wintermonaten ist größtenteils eine Lastreduktion bzw. Einspeise-
erhöhung in den Gemeindegruppen notwendig. Dies begründet sich im Lastverhalten
der Wärmepumpen in Kombination mit E-KFZ. In den Sommermonaten findet ge-
trieben durch die Einspeisung von PV-Anlagen auch eine Einspeisereduktion statt.
Dabei fällt auf, dass sich die abgeregelte Energie im Sommer über vergleichsweise
viele Gemeindegruppen erstreckt. Im Vergleich zur netzdienlichen Flexibilitätsnut-
zung in den Wintermonaten ist die abgeregelte Energie pro Gemeindegruppe somit
durchschnittlich geringer. Auffällig sind auch zwei Zeitschritte im Sommer, in denen
eine Lastreduktion stattfindet und die in einer hohen Gleichzeitigkeit beim Laden von
E-KFZ zu begründen ist. Insgesamt wird im untersuchten Jahr eine Energiemenge
von ca. 8,0GWh abgeregelt. Dabei entfällt der Großteil der Flexibilitätsnutzung auf
die Reduktion von lastgetriebenen Engpässen. Dies steht auch im Einklang mit [139],
da 64% aller notwendigen Ausbaumaßnahmen auf verbrauchsgetriebene Engpässe
zurückzuführen sind.

Die abgeregelte Energiemenge erhöht sich deutlich, wenn die Flexibilitätsnutzung
in der Planung auf 10% begrenzt wird. In Summe werden 18,0GWh abgeregelt.
Die Anzahl der Gemeindegruppen, die von Restriktionen betroffen sind, sowie die
Energiemengen sind in Abbildung 5.9 dargestellt.
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5 Anwendung der Simulationsumgebung

Abbildung 5.9: Anteil der von Netzrestriktionen betroffenen Gemeindegruppen und
abgeregelte Energiemenge bei 10% netzdienlicher Flexibilitätsnut-
zung in der Planung

Im Vergleich zur netzdienlichen Nutzung von 3% der Jahresenergie fällt auf, dass
in einigen Zeitschritten ein größerer Anteil der Gemeindegruppen von Netzrestriktio-
nen betroffen ist und das maximale ∆Epos

ges bzw. ∆Eneg
ges ebenfalls ansteigt. Die von

Netzrestriktionen betroffenen Zeitschritte bleiben in etwa die gleichen. Dies lässt sich
mit dem initialen marktdienlichen Verhalten der Anlagen begründen, welches auch
Gemeindegruppenübergreifend eine hohe Gleichzeitigkeit zur Folge hat.

Zusammengefasst fällt auf, dass die Ersparnisse im Netzausbau pro abgeregelter Ener-
gie bei Nutzung von 3% der Jahresenergie deutlich höher sind. Der auftretende Grenz-
nutzen wird auch in Abbildung 5.10 deutlich, welche die Ergebnisse der unterschied-
lichen Planungsvarianten gegenüberstellt.

154



5.4 Markt-, system- und netzdienlicher Anlageneinsatz

Abbildung 5.10: Vergleich der Netzausbaukosten und ∆Eges bei unterschiedlich aus-
geprägter netzdienlicher Flexibilitätsnutzung

Die Ausbaukosten reduzieren sich von der geringeren zur ausgeprägteren netzdien-
lichen Flexibilitätsnutzung um weitere 6,5 Prozentpunkte im Vergleich zum Basisfall.
Das ∆Eges, welches die Betragssumme aus ∆Epos

ges und ∆Eneg
ges angibt, erhöht sich je-

doch in etwa auf die 2,25-fache Energiemenge. Die Konsequenzen der netzdienlichen
Flexibilitätsnutzung für das Gesamtsystem werden im folgenden Abschnitt präsen-
tiert.

5.4 Markt-, system- und netzdienlicher
Anlageneinsatz

Die Netzrestriktionen der zwei Planungsvarianten mit 3%, respektive 10% Flexibili-
tätsnutzung werden entsprechend der Maßnahme zur Komplexitätsreduktion so in die
Marktsimulation integriert, dass Wärmepumpen und E-KFZ nicht clusterscharf be-
trachtet werden. Für die nicht von Netzrestriktionen betroffenen Regionen wird eine
Abweichung von 5% von der ursprünglichen Marktsimulation ohne Netzrestriktionen
zugelassen.

Die Nebenbedingungen in den Regionengruppen, welche die Netzrestriktionen abbil-
den, können in beiden Varianten eingehalten werden. Somit wird der Einsatz der An-
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5 Anwendung der Simulationsumgebung

lagen in den Regionen so verschoben, dass die Engpässe bei angenommener optimaler
Disaggregation gelöst werden. Umgesetzt wird dies durch einen erhöhten Einsatz von
Heimbatteriespeichern im Vergleich zur Marktsimulation ohne Netzrestriktionen. Die
Gesamtsystemkosten ändern sich allerdings nicht signifikant, sodass die Netzrestrik-
tionen des Anwendungsbeispiels keine erhöhten Kosten zur Folge haben.

Es gibt vielfältige Gründe dafür, dass die Netzrestriktionen im Fallbeispiel keine direkt
sichtbaren wirtschaftlichen Konsequenzen haben. Zunächst ist zu beachten, dass die
verschobene Energiemenge der netzdienlichen Flexibilitätsnutzung im Anwendungs-
beispiel mit bis zu 18GWh im Kontext des europäischen Gesamtsystems sehr klein
ausfällt. Gründe dafür sind einerseits in der Beschränkung auf die NS zu finden.
Andererseits wurden für die Topologie NS_T2_4 nicht in allen Fällen gültige Aus-
bauergebnisse bestimmt, sodass die darin verorteten Anlagen in der Marktsimulation
als restriktionsfrei angenommen wurden. Ebenso führt die aktive Blindleistungsop-
timierung in der Ausbausimulation dazu, dass in vielen Topologien keine Engpässe
auftreten, sodass all diese Anlagen ebenfalls restriktionsfrei abgebildet werden. In der
Konsequenz steht folglich eine große Anzahl von Anlagen zur räumlichen Verschiebung
der ursprünglichen marktdienlichen Flexibilitätsbewirtschaftung zur Verfügung. Die
in der Methodenbildung erläuterte Aggregationsproblematik, die bspw. keinen Rück-
schluss auf einzelne Gebäudetemperaturen zulässt, verstärkt diesen Effekt zusätzlich.
Bei der Anwendung von MILES wurde zudem beim Vergleich von Marktsimulati-
onsergebnissen deutlich, dass die Bewirtschaftung verschiedener Flexibilitätsoptionen
oftmals indifferent ist. Die modellierte Flexibilität im Gesamtsystem ist im Zusam-
menspiel mit den einzelnen zu bewirtschaftenden Technologien und deren Clustern so
ausgeprägt, dass große Verschiebepotenziale bestehen. Die Möglichkeit, die Flexibili-
tätsbewirtschaftung räumlich zu verschieben, wird in der Untersuchung auch dadurch
ermöglicht, dass verhältnismäßig viele Regionengruppen mit unterschiedlichem zeit-
lichen Verhalten simuliert werden. Bei der Einordnung der Ergebnisse ist zusätzlich
zu den bereits genannten Aspekten auch zu berücksichtigen, dass eine derartige Fle-
xibilitätsbewirtschaftung im realen Betrieb eine große Herausforderung darstellt, da
zur Umsetzung eine Koordination verschiedener räumlich verteilter Netz- und Anla-
genbetreiber notwendig wäre.

Zusammenfassend sollten die erfolgten Marktsimulationen mit Verteilnetzrestriktio-
nen vor allem als Nachweis der Funktionsfähigkeit verstanden werden. Die Anwen-
dungsergebnisse zeigen einen signifikanten Netzausbaubedarf in der NS auf, der durch
Vergleiche mit dem Monitoringbericht der Bundesnetzagentur plausibilisiert wurde.
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Die netzdienliche Flexibilitätsnutzung in der Planung entfaltet bereits bei geringen
Energiemengen einen Nutzen, sodass Ausbaumaßnahmen, die etwa 20% der Inves-
titionskosten ausmachen, verzögert werden können. Die Rückwirkungen dieser Ein-
sparungen in der NS auf das Gesamtsystem sind gering, sodass unter Annahme einer
optimalen Flexibilitätsbewirtschaftung keine nennenswerten Mehrkosten im Gesamt-
system durch die notwendige netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung entstehen.
Um die wirtschaftlichen Auswirkungen einer umfangreicheren netzdienlichen Flexi-
bilitätsbewirtschaftung unter Berücksichtigung aller Spannungsebenen abschließend
bewerten zu können, sind weitere Untersuchungen notwendig. Die entwickelte Simu-
lationsumgebung stellt grundsätzlich alle Funktionalitäten dazu zur Verfügung. Auf
mögliche angepasste Parametrierungen und Erweiterungen für zukünftige Untersu-
chungen wird auch im Ausblick eingegangen.
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6 Zusammenfassung und Ausblick

In der vorliegenden Arbeit wird eine methodische Vorgehensweise entwickelt und in
eine Simulationsumgebung überführt, die es ermöglicht, die Wechselwirkungen zwi-
schen dem Gesamtsystem und der elektrischen Verteilnetzinfrastruktur zu untersu-
chen. In diesem abschließenden Kapitel werden die erlangten Erkenntnisse zunächst
zusammengefasst und im Anschluss kritisch bewertet. Im Zuge dessen werden zu-
künftige Forschungsfragen und Weiterentwicklungsmöglichkeiten für die entwickelten
Methoden aufgezeigt.

6.1 Zusammenfassung

Unter anderem durch die Elektrifizierung des Mobilitäts- und Wärmesektors müssen
neue Verbraucher in das elektrische Energiesystem integriert werden. Parallel dazu
werden aufgrund der Bestrebungen, Treibhausgasmessionen zu reduzieren, konventio-
nelle disponible Kraftwerkskapazitäten reduziert und die installierte Leistung darge-
botsabhängiger EEA erhöht. Um das Dargebot der EEA zu nutzen und die Erzeugung
aus konventionellen Kraftwerken gering zu halten, kann die Flexibilität von Verbrau-
chern und Speichern marktdienlich bewirtschaftet werden. Das zeitliche Verhalten der
flexiblen Anlagen ist in diesem Fall abhängig vom Zustand des Gesamtsystems und
bestimmt die Belastung der Netzinfrastruktur. Der jeweilige Netzbetreiber ist gesetz-
lich dazu verpflichtet die Netze so zu planen und zu betreiben, dass die normgerechte
Versorgung mit Elektrizität möglichst volkswirtschaftlich effizient sichergestellt wird.
Diese Anforderung wurde bisher vorrangig durch Netzausbaumaßnahmen erfüllt, je-
doch gibt es auch die Möglichkeit, flexible Anlagen netzdienlich zu nutzen, um einen
Netzausbaubedarf zu vermeiden oder zu reduzieren.

Ein Beispiel aus der Netzplanung ist die Anwendung der Spitzenkappung, welche die
Reduktion der eingespeisten Jahresenergiemenge von Windenergie- und PV-Anlagen
um 3% ermöglicht. Bei einem auf diese Weise geplanten Netz sind im Betrieb si-
tuativ Redispatchmaßnahmen zur tatsächliche Abregelung der Anlagen erforderlich.
Dieser Eingriff in den Anlagenbetrieb hat Rückwirkungen auf das Gesamtsystem,
da die abgeregelte Leistung der EEA zum jeweiligen Zeitpunkt nicht zur Verfügung
steht. Eine Erweiterung dieses Vorgehens auf flexible Anlagen, wie bspw. E-KFZ und
Wärmepumpen im Rahmen des § 14a EnWG, erhöht den Einfluss von lokalen Netzre-
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striktionen auf den Anlageneinsatz und somit auf das Gesamtsystem. Eine wirtschaft-
liche Bewertung der Auswirkungen dieser netzdienlichen Flexibilitätsbewirtschaftung
auf das Gesamtsystem ist für Verteilnetzbetreiber aufgrund der Systemgrenzen nicht
möglich, da nur Informationen zum eigenen Netzgebiet und darin verorteten Anla-
gen vorliegen. Um diese Lücke zu schließen, wurde in der vorliegenden Arbeit eine
methodische Vorgehensweise entwickelt, welche die Untersuchung der Wechselwirkun-
gen einer netzdienlichen Flexibilitätsnutzung in der Planung mit dem Gesamtsystem
ermöglicht.

Zur Abbildung der Wechselwirkungen mit der Verteilnetzebene wurde die existierende
Markt- und Übertragungsnetzsimulation MILES um eine mehrstufige Simulationsum-
gebung erweitert. In einem ersten Schritt wird die Regionalisierung und Marktsimu-
lation in MILES dahingehend ausgeweitet, dass Anforderungen zur Modellierung der
Verteilnetzebene erfüllt werden können. Dies umfasst einerseits die Trennung von PV-
Dach-Anlagen und PV-Freiflächenanlagen und andererseits eine detaillierte Verortung
von Wärmepumpen auf Basis von Gebäudedaten.

Zum Übergang auf die Verteilnetzebene wird zunächst eine Optimierung präsen-
tiert, die es ermöglicht, repräsentative Verteilnetztopologien aus einer Menge gegebe-
ner Netzdaten zu identifizieren. Diese werden den Untersuchungsregionen gewichtet
zugewiesen, sodass die Eigenschaften der jeweils versorgten Region (bspw. Anzahl
Wohngebäude in unterschiedlichen Typologien) ebenso abgebildet werden wie globale
Vorgaben, wie bspw. die Leitungslänge aller Verteilnetze einer Spannungsebene. An-
schließend wird eine Disaggregationsmethode für Anlagen und deren Wirkleistungs-
verhalten auf Basis der Eigenschaften verschiedener Technologien vorgestellt. Re-
präsentative Untersuchungsregionen werden mittels zeitreihenbasiertem k-medoids-
Clusterverfahren identifiziert, in dem die genutzten Zeitreihen eine Annäherung an
den zeitlichen Verlauf der Netzauslastung der Regionen ermöglichen.

Als Teil der Netzausbausimulation wird ein Leistungsflussalgorithmus so erweitert,
dass das Blindleistungsverhalten von Anlagen und die Transformatorstufe optimiert
wird. Ebenso wird die netzdienliche Flexibilitätsnutzung iterativ in den Ablauf inte-
griert, um Grenzwertverletzungen zu verringern oder zu vermeiden. Dieser erweiterte
Leistungsflussalgorithmus wird in verschiedenen vorgestellten Heuristiken bzw. Meta-
Heuristiken zur Bestimmung des Netzausbaubedarfs eingesetzt.

Wird in der Netzausbausimulation eine netzdienliche Flexibilitätsnutzung berück-
sichtigt, führt der ursprüngliche marktdienliche Anlageneinsatz ggf. zu Grenzwert-
verletzungen. Daher werden Methoden zur Bestimmung von Netzrestriktionen in die
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Simulationsumgebung integriert. Die MILES-Marktsimulation wird anschließend um
eine zonale Darstellung verschiedener Regionen erweitert, sodass Nebenbedingungen
für einzelne Anlagengruppen eingebracht werden können. Diese werden schließlich
genutzt, um die Netzrestriktionen der Verteilnetzebene in die Marktsimulation ein-
zubringen und den Einfluss auf das Gesamtsystem zu modellieren.

Bei der Vorstellung der einzelnen Module der Simulationsumgebung werden zudem
verschiedene Maßnahmen zur Komplexitätsreduktion präsentiert und deren Einfluss
auf die Ergebnisgüte qualitativ diskutiert. Die Implementierung der Simulationsum-
gebung erfolgte in MATLAB, wobei ein besonderer Fokus auf eine mögliche Paralleli-
sierbarkeit der einzelnen Prozesse, sowohl auf einem als auch auf mehreren Rechenk-
noten, gelegt wurde. In Summe ermöglicht die Methode einerseits die Disaggregation
von Ergebnissen einer Markt- und Übertragungsnetzsimulation und andererseits nach
erfolgter Analyse der Verteilnetzebene auch die erneute Aggregation von Ergebnissen,
sodass auftretende Wechselwirkungen vollständig untersucht werden können.

Im Anschluss an die Entwicklung wird die Simulationsumgebung exemplarisch mit
Fokus auf die NS angewendet. Dabei wird der Netzausbaubedarf für das NEP Szenario
B2035 bei variierter netzdienlicher Flexibilitätsnutzung bestimmt und die Rückwir-
kung auf den Kraftwerkseinsatz in MILES untersucht. Bei der Anwendung zeigt sich,
dass die Methoden zur Disaggregation sowie zur Auswahl repräsentativer Netztopo-
logien und Gemeinden plausible Ergebnisse liefern. Für die Untersuchung der NS
werden 2.443 repräsentative Gemeinden ausgewählt und in Summe 13.083 NS-Netze
in der Netzausbausimulation berücksichtigt. Eine Analyse zeigt, dass die Zusammen-
setzung der Netztopologien in den hochgerechneten repräsentativen Gemeinden in
etwa der Zusammensetzung ohne Reduktion der Gemeinden entspricht. Die Netz-
ausbausimulation ohne Flexibilitätsnutzung liefert für hochgerechnet 571.305 aller
577.791 NS-Netze eine ausgebaute Netztopologie. Die übrigen Netze weisen einen so
großen Ausbaubedarf aus, dass die Ausbauheuristik an Grenzen stößt, da keine span-
nungsebenenübergreifende Planung erfolgt und somit keine neuen Umspannanlagen
an neuen Standorten errichtet werden. Der Netzausbaubedarf variiert teils deutlich
zwischen den unterschiedlichen untersuchten Typologien. Typologien, die sich durch
viele EFH auszeichnen, weisen häufig einen großen Investitionsbedarf auf, wohingegen
Netze mit vielen MFH, bspw. aufgrund der geringeren Verbreitung von Wärmepum-
pen und der zugrundeliegenden Netzstruktur, geringere Investitionsbedarfe aufweisen.
Ein Unterschied in den Ausbaukosten zeigt sich zwischen den Gemeinden, einerseits
getrieben durch unterschiedliche Typologienanteile, andererseits getrieben durch un-
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terschiedliche installierte Leistungen der Technologien entsprechend der Regionali-
sierung aus MILES. Die notwendigen Investitionskosten der erfolgreich ausgebauten
Netze ergeben sich zu 14,96 Mrd. Euro und liegen im Bereich der Erwartungshaltung
der Verteilnetzbetreiber bis zum Zieljahr 2032. Abweichungen sind einerseits durch die
Ausbauheuristik zu begründen, da die Verteilnetzbetreiber einen höheren Anteil der
Investitionen für die Verstärkung der MS/NS-Umspannebene einplanen. Die Investiti-
onskosten der untersuchten Netze werden dadurch in der Anwendung ggf. tendenziell
auch überschätzt, da die spannungsebenenübergreifende Planung voraussichtlich ef-
fizienter ist. Andererseits wirkt die in der Untersuchung angewendete Optimierung
des Blindleistungsverhaltens kostensenkend. Die nicht erfolgreich ausgebauten Netze
weisen zudem einen in der Untersuchung nicht quantifizierten Investitionsbedarf auf.
Die unterschiedlichen Zieljahre, 2035 in der Anwendung und 2032 in der Befragung
der Netzbetreiber, begründen ebenfalls entstehende Abweichungen. Die Größenord-
nung der bestimmten Ausbaukosten für die NS kann zusammenfassend allerdings als
plausibel bezeichnet werden.

Für die ausgebauten Netze wird im Anschluss überprüft, welche Ausbaumaßnahmen
eingespart werden können, wenn 3% bzw. 10% der Jahresenergie angeschlossener An-
lagen netzdienlich genutzt werden können. Somit wird aufgezeigt, welche Maßnahmen
bevorzugt umzusetzen sind und welche Maßnahmen im Rahmen der Umsetzungspla-
nung grundsätzlich verzögert werden können, um bspw. die Restlebensdauer der im
Netz befindlichen Betriebsmittel auszunutzen oder Entwicklungen der Versorgungs-
aufgabe mit höherer Genauigkeit prognostizieren zu können. Dabei zeigen die Ergeb-
nisse, dass 19% der annuitätischen Kosten eingespart werden können, wenn 3% der
Jahresenergie flexibler Anlagen netzdienlich genutzt wird. Bei einer Erhöhung des
planerischen Freiheitsgrades auf 10% der Jahresenergie reduziert sich die Annuität
um 25,5% im Vergleich zum konventionellen Fall ohne netzdienliche Flexibilitäts-
nutzung. Die in der Ausbausimulation abgeregelte Energiemenge erhöht sich jedoch
im Vergleich zur dreiprozentigen Flexibilitätsnutzung um den Faktor 2,25, sodass die
zusätzlichen Einsparungen im Vergleich größere Eingriffe in den Anlagenbetrieb erfor-
dern. Die NS und die darin verorteten Anlagen wurden in der Untersuchung mittels
Hochrechnung zwar vollständig betrachtet, allerdings weisen viele untersuchte Netze
keine Grenzwertverletzungen oder kein Einsparpotenzial durch netzdienliche Flexibili-
tätsnutzung auf. Realisierte Einsparungen im Netzausbau erfordern zudem häufig nur
Eingriffe in wenigen Zeitschritten, sodass die in der Planung abgeregelte Energiemen-
ge im Kontext des europäischen Gesamtsystems mit 8GWh bzw. 18GWh sehr gering
ist. Dem entsprechend konnte in der MILES-Marktsimulation kein Anstieg der Erzeu-
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gungskosten durch die integrierten Netzrestriktionen festgestellt werden. Die Neben-
bedingungen in den von den Verteilnetzrestriktionen betroffenen Regionengruppen
werden eingehalten und können durch eine zeitliche Verschiebung der Flexibilitäts-
bewirtschaftung in anderen Regionen ausgeglichen werden. Zusätzlich wird in Heim-
batteriespeichern im Vergleich zur Simulation ohne Netzrestriktionen mehr Energie
umgesetzt, da diese ein Flexibilitätspotenzial zur Verschiebung der Leistungsbilanz
der Niederspannungsregionen bieten.

Zusammengefasst hat das Anwendungsbeispiel die generelle Funktionsfähigkeit der
entwickelten Simulationsumgebung aufgezeigt. Darüber hinaus wurde deutlich, dass
die Netzausbausimulation in der NS und alle vorgelagerten methodischen Schritte
plausible Ergebnisse erzeugen. Eine abschließende Bewertung der Wechselwirkungen
aller Spannungsebenen elektrischer Verteilnetze mit dem Gesamtsystem ist aufgrund
des Umfangs der beteiligten Systeme jedoch nicht erfolgt. Die Simulationsumgebung
stellt eine Grundlage für zukünftige Untersuchungen bereit und bietet Erweiterungs-
möglichkeiten, die im Folgenden diskutiert werden.

6.2 Diskussion, kritische Würdigung und Ausblick

In dieser Arbeit werden vielfältige methodische Ansätze entwickelt und durch Model-
lierung in eine Simulationsumgebung integriert. Dieser Prozess ist mit Annahmen und
Vereinfachungen verbunden, die zu Modellfehlern führen. Daher werden die gewähl-
te methodische Vorgehensweise und die Untersuchungsergebnisse der exemplarischen
Anwendung in diesem Abschnitt kritisch reflektiert. Kritikpunkte an der Vorgehens-
weise werden schließlich in einen Ausblick überführt, um Möglichkeiten aufzuzeigen,
wie die Methode weiter verbessert werden kann. Die Struktur orientiert sich dabei an
den unterschiedlichen Aspekten der zentralen Forschungsfrage.

Abbildung der zukünftigen Versorgungsaufgabe
Zur Abbildung der Versorgungsaufgabe werden elektrische Anlagen in Netzen veror-
tet und das elektrische Verhalten modelliert. Dabei wurde für die Modellierung und
Simulation angenommen, dass initial alle Anlagen marktdienlich betrieben werden.
Diese Annahme begründet sich in den beschriebenen Anforderungen des zukünftigen
Energiesystems, setzt allerdings voraus, dass zukünftig auch betriebswirtschaftliche
Anreize für ein derartiges Akteursverhalten existieren. Der Einfluss einer weiterhin
eigenverbrauchsoptimierten Betriebsweise von Batteriespeichern hätte Auswirkungen

163



6 Zusammenfassung und Ausblick

auf die gewählte Disaggregationsmethode, da in diesem Fall eine spezifische Kopplung
zwischen Haushaltslastzeitreihe, Wärmepumpe, E-KFZ, PV-Einspeisung und Batte-
riespeicherbetrieb vorliegt. Die gewählte Disaggregationsmethode zum Bestimmen des
dezentralen Wirkleistungsverhaltens müsste dazu umfangreich angepasst werden. Bei
Anwendung der Disaggregationsmethode zur Auswahl und Gewichtung gemessener
Haushaltslastzeitreihen, um in Summe das H0-Profil aus MILES zu erreichen, ent-
stand ein signifikanter Fehler. Die in MILES abgebildete Saisonalität des H0-Profils,
deren Berechnung sich methodisch am Vorgehen des BDEW anlehnt, konnte durch
die vorliegenden Messdaten nicht erreicht werden. Unter Berücksichtigung neuer Ver-
braucher und Verbrauchsmuster in Haushalten sollte untersucht werden, ob die Mo-
dellierung des aggregierten H0-Profils in MILES noch angemessen ist. Zusätzlich ist
zu überprüfen, ob die als Eingangsdaten genutzten Lastzeitreihen tatsächlich reprä-
sentativ waren.

Das Blindleistungsverhalten von Anlagen wurde in der Methode durch eine Opti-
mierung bestimmt und auch im Untersuchungsbeispiel auf diese Weise simuliert. So
wurde sichergestellt, dass der entwickelte Leistungsflusskern für möglichst progressive
Szenarien genutzt werden kann. Allerdings sind aktuell andere Steuerungs- und Rege-
lungsmechanismen zur Blindleistungsbereitstellung verbreitet, sodass bspw. auch eine
Q(U)-Regelung ggf. in die Simulationsumgebung integriert werden sollte. Im Anwen-
dungsbeispiel hat die Blindleistungsoptimierung zur Folge, dass der Netzausbaubedarf
ggf. unterschätzt wird.

Neben der Zeitreihenbeschreibung des Anlagenverhaltens werden auch bei der Veror-
tung von Anlagen Vereinfachungen getroffen. So wurden zwar in der erweiterten Re-
gionalisierung in MILES Effizienzstandards von Gebäuden und WEH zur gemeinde-
scharfen Verortung von Wärmepumpen herangezogen, allerdings nicht bei der Zuwei-
sung zu Netzknoten. Eine potentielle Erweiterung könnte darin bestehen, die Durch-
dringungsrate von Wärmepumpen an die Typologienzugehörigkeit zu koppeln oder
gar bei detaillierten Informationen zum Gebäudebestand die Effizienzklasse der Ge-
bäude bei der Verortung zu nutzen. Analog kann auch die Auftrittswahrscheinlichkeit
von E-KFZ an einzelnen Netzknoten, bspw. auf Basis von Daten zum Haushaltsein-
kommen, realitätsnäher verortet werden. Vor dem Hintergrund der in der Methode
vorgesehenen Hochrechnung von ausgewählten Netzen ist diese Erweiterung allerdings
auch kritisch zu hinterfragen, da es ggf. ohnehin zu Durchmischungseffekten kommt,
sodass die durchgeführte Verteilung der Anlagen unter Umständen auch das Ziel er-
füllt, die Versorgungsaufgabe in Summe adäquat abzubilden. Ein Abgleich mit realen
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Daten wäre wünschenswert, gestaltet sich aufgrund von Datenschutzbestimmungen
allerdings schwierig. Zusätzlich ist fraglich, inwiefern eine Analyse der historischen
Diffusion neuer Technologien in der Prognose des Anschlusses neuer Anlagen in ei-
nem Zukunftsszenario hilfreich ist.

Verteilnetzausbausimulation mit netzdienlicher Flexibilitätsnutzung
In der Verteilnetzausbausimulation werden verschiedene (Meta-)Heuristiken zur Be-
stimmung des Ausbaubedarfs in einer Spannungsebene genutzt. In der Anwendung
hat sich gezeigt, dass einige Netze so stark überlastet sind, dass keine Lösung im ver-
anschlagten Zeitlimit der Berechnung gefunden werden konnte. Dieses Problem könn-
te durch eine Erweiterung der Ausbaumethoden gelöst werden. Dabei sind vor allem
spannungsebenenübergreifende Netzausbaumaßnahmen von besonderem Interesse, da
diese Synergieeffekte zwischen den Spannungsebenen nutzen. Dadurch wird der Lö-
sungsraum jedoch stark vergrößert, sodass neue Methoden entwickelt werden müssen.
Dazu ist auch eine Anpassung des Simulationsablaufs notwendig, da die Netze nicht
mehr Bottom-Up ausgebaut werden können. Allerdings wird die spannungsebenen-
übergreifende Betrachtung grundsätzlich durch die Simulationsumgebung ermöglicht,
da durch die methodische Vorgehensweise zum Erstellen der Netze bereits Informatio-
nen zu über- bzw. unterlagerten Netzen enthalten sind. In Anlehnung an spannungs-
ebenenübergreifende Ausbaumaßnahmen ist auch die spannungsebenenübergreifende
Flexibilitätsnutzung ein möglicher Aspekt für Weiterentwicklungen. Die Integration
der zeitlichen Abfolge von Ausbaumaßnahmen im Rahmen von Transformationspfad-
Analysen stellt eine zusätzliche mögliche Erweiterung der entwickelten Simulations-
umgebung dar. Eine exemplarische Vorgehensweise stellt die Betrachtung von Stütz-
jahren dar, in denen sich auch die Versorgungsaufgabe schrittweise verändert.

Bei Anwendung der Optimierung zur netzdienlichen Flexibilitätsnutzung und auch
der Blindleistungsoptimierung hat sich erwartungsgemäß ein Zusammenhang zwi-
schen der Anzahl und Ausprägung der Überlastungen und der Rechenzeit herausge-
stellt. In stark überlasteten Startnetzen sollte evaluiert werden, ob das Netz nicht bis
zu einem gewissen Grad verstärkt wird, bevor die netzdienliche Flexibilitätsnutzung
durch die Optimierung bestimmt wird. Auf diese Weise können rechenintensive Itera-
tionen vermieden werden, die ohnehin darin resultieren, dass Ausbaumaßnahmen aus-
gewählt werden. Die Auswertung der Engpassarbeit in einem Netz ohne netzdienliche
Flexibilitätsnutzung könnte ein geeigneter Parameter zur Steuerung der Heuristik
sein.
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Hinsichtlich der Modellierung flexibler Anlagen sollten weitere Anlagentypen inte-
griert werden. Einerseits könnten Entladevorgänge von E-KFZ im Rahmen von
Vehicle-To-X eine sinnvolle Erweiterung darstellen. Andererseits wurden Gewerbe-
und Industrielasten sowohl in der Verteilnetzsimulation als auch in der Markt- und
Übertragungsnetzsimulation als nicht flexibel modelliert. Auch hier besteht ein For-
schungsbedarf, dem allerdings aufgrund mangelnder Prozessdaten als Grundlage der
Flexibilitätsmodellierung sehr schwierig zu begegnen ist.

Netzdienliche Flexibilitätsbewirtschaftung im Gesamtsystem
Mit der gewählten Umsetzung der zonenbasierten Disaggregation des zentralen Anla-
geneinsatzes in MILES können minimale Mehrkosten durch eine netzdienliche Flexi-
bilitätsbewirtschaftung in den Verteilnetzregionen bestimmt werden. Für die Anlagen
aus erneuerbaren Energien kann ohne Einschränkungen in der Genauigkeit auf das
Verhalten in den Regionengruppen geschlossen werden, wenn für die Regionen in den
Regionengruppen eigene Dargebotszeitreihen vorliegen und verwendet werden. Dies
ist in der Anwendung von MILES der Fall, da die Gemeindezeitreihen für die zen-
trale Vermarktung aggregiert werden. Unter der Annahme, dass die Batteriespeicher
in einer Regionengruppe identisch bewirtschaftet werden, wird auch hier das exak-
te Verhalten erlangt, indem die Energienebenbedingungen für jede Regionengruppe
separat in MILES integriert werden. Aufgrund des hohen Modellierungsaufwandes
und um Rechenfähigkeit sicherzustellen werden für Wärmepumpen und E-KFZ kei-
ne regionengruppenscharfen Restriktionen zur Fahrzeug- bzw. Gebäudebeschreibung
eingebracht. Das Verhalten dieser Anlagen in den Regionen wird somit nur angenähert
und es kann nicht sichergestellt werden, dass alle dezentralen Restriktionen eingehal-
ten werden. Die aufgeführte Maßnahme zur Komplexitätsreduktion, welche in Regio-
nen ohne Netzrestriktionen aggregierte Nebenbedingungen für E-KFZ- bzw. Wärme-
pumpen unabhängig von der Clusterzugehörigkeit erstellt, verstärkt dieses Problem
weiter. Die zusätzlichen Restriktionen durch eine exaktere Fahrzeug- bzw. Gebäude-
modellierung würden die Kraftwerkseinsatzkosten im Falle einer Einschränkung der
Bewirtschaftung ggf. weiter erhöhen.

In der Anwendung der Simulationsumgebung wurde die Übertragungsnetzinfrastruk-
tur als engpassfrei angenommen, sodass die aggregierten Anlagenfahrpläne direkt
der MILES-Marktsimulation entnommen werden konnten. Da die gemeinsame Opti-
mierung der Übertragungs- und Verteilnetzinfrastruktur ein großes Effizienzpotenzial
bietet, sollte ein Kopplungsmechanismus für die übergreifende Flexibilitätsbewirt-
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schaftung erarbeitet und integriert werden. Dabei bestehen Synergien mit der bereits
zuvor aufgeführten spannungsebenenübergreifenden Verteilnetzplanung und Flexibi-
litätsnutzung.

Neben dem gewählten Untersuchungsfall mit Fokus auf die NS sind auch die Wech-
selwirkungen der MS und HS auf das Gesamtsystem von Interesse. Dabei bieten
die Planungs- und Betriebsgrundsätze eine Vielzahl von Untersuchungsmöglichkei-
ten. Da MS- und HS-Netze (n-1)-sicher geplant werden, führt eine netzdienliche Fle-
xibilitätsnutzung in der Planung dazu, dass im Netzbetrieb im ungestörten Fall ei-
ne signifikante Reserve vorhanden ist. Die tatsächlich notwendige netzdienliche Fle-
xibilitätsbewirtschaftung ist folglich maßgeblich von den Betriebsgrundsätzen eines
Netzbetreibers abhängig. Wenn ein Netz kurativ betrieben wird, ergibt sich nur im
Fehlerfall die Notwendigkeit, in den Anlagenfahrplan einzugreifen. Eine Abschätzung
von Mehrkosten durch Netze, die nur unter netzdienlicher Flexibilitätsnutzung (n-1)-
sicher sind, wäre in diesem Fall bspw. von Fehlereintrittswahrscheinlichkeiten sowie
der Anzahl von durchzuführenden Wartungsmaßnahmen im Netzgebiet abhängig. Bei
einer präventiven Betriebsführung hingegen würde die existierende Netzinfrastruktur
im Grundfall nicht vollständig ausgelastet werden und ein großer Bedarf an netzdien-
licher Flexibilitätsbewirtschaftung entstehen. Die in der Untersuchung vorausgesetzte
Betriebsführungsstrategie stellt somit eine Sensitivität mit großem Einfluss auf das
Ergebnis dar, die vielfältige Untersuchungsfälle erlaubt. Im Zuge dessen könnte auch
untersucht werden, inwiefern Netze, die unter Berücksichtigung von netzdienlicher
Flexibilitätsnutzung geplant wurden, noch betreibbar sind und welche Anforderun-
gen an die Durchführung von Ausbau- und Wartungsmaßnahmen zu stellen sind.
Durch die geringere betriebliche Reserve der Netze ist die Planung von Freischaltun-
gen aufwändiger.

Hochrechnung
In der Arbeit wurde eine Methode zum Auffinden und Verorten repräsentativer Netz-
topologien in Regionen entwickelt. In der Anwendung konnten die Sollwerte wie Lei-
tungslänge und versorgter WEH zwar erreicht werden, allerdings nimmt eine be-
stimmte Netztopologie einen großen Anteil an der Hochrechnung ein. Zudem weist
diese als einzige Netztopologie häufig einen so großen Ausbaubedarf auf, dass die Aus-
bauheuristik im Anwendungsfall keine gültige Lösung in der vorgegebenen Zeit findet.
Eine Erhöhung der Datenbasis bei der Verteilung der Netztopologien ist daher anzu-
streben. Dabei sollten auch Netztopologien von bisher nicht abgedeckten Typologien
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enthalten sein, um bspw. Gewerbe- und Industrienetze untersuchen zu können.

Die repräsentativen Regionen werden anhand einer Clusteranalyse von Zeitreihen aus-
gewählt, welche ein Maß für die Netzbelastung widerspiegeln sollen. Dieser kausale
Zusammenhang wird lediglich vorausgesetzt und begründet, allerdings nicht quantifi-
ziert. Zusätzlich zu diesem Untersuchungsaspekt sollte auch der resultierende Fehler
in der vollständigen Prozesskette analysiert werden, wenn die Anzahl der untersuchten
Regionen variiert wird.

Abschluss
Abschließend lässt sich festhalten, dass mit der vorliegenden Arbeit eine Grundla-
ge zur Untersuchung der Wechselwirkungen verschiedener Flexibilitätsbewirtschaf-
tungsparadigmen mit der Verteilnetzinfrastruktur geschaffen wurde. Dazu wurde die
Markt- und Übertragungsnetzsimulation MILES um eine Verteilnetzsimulation erwei-
tert. Die entstandene Simulationsumgebung ermöglicht durch die erfolgte Parametri-
sierung einzelner Module und Modellierungsschritte die Untersuchung vielfältiger Fra-
gestellungen unterschiedlichen Detailgrades zum Zusammenspiel von Gesamtsystem
und Verteilnetzen.
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