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KURZFASSUNG

Die zunehmende Integration von Erneuerbaren Energieanlagen auf der Verteilnetzebene hat in
den letzten Jahren zu einem starken Anstieg an Netzverstärkungsmaßnahmen geführt. Da die
Kosten hierfür über die Netznutzungsentgelte auf die Allgemeinheit umgelegt werden, ist es
notwendig, Alternativen zu untersuchen und zu bewerten.

Im Rahmen des Projektes SmartPowerFlow wurde erstmals eine Vanadium-Redox-Flow-Groß-
batterie in das Stromnetz eines deutschen Netzbetreibers integriert. Bei dem Batteriesystem
handelt es sich um einen Prototypen, dessen Wechselrichter sowie Batteriesteuerung eigens
für das Projekt entwickelt wurden. Hauptziel des Projektes war es, zu quantifizieren, in welchem
Umfang Netzausbaumaßnahmen durch die Batterie vermieden werden können und inwieweit
der Spagat zwischen wirtschaftlichem und netzstützendem Betrieb möglich ist. Abschließend
sollte der Batterieeinsatz mit anderen Netzstabilisierungsoptionen technisch und wirtschaft-
lich verglichen werden.

Eine Analyse möglicher Geschäftsmodelle für Großbatterien hat ergeben, dass der Einsatz von
Batterien am Primärregelleistungsmarkt unter heutigen Rahmenbedingungen in Deutschland
der mit Abstand lukrativste Anwendungsbereich ist, weshalb der Fokus in dem Projekt auf die-
sem Geschäftsmodell lag. Die Netzdienlichkeit der untersuchten Batterie wurde sichergestellt,
indem diese die Spannung im Ortsnetz über eine Blindleistungsregelung regelt und damit die
Netzaufnahmefähigkeit erhöht.

Das entwickelte Batteriesystem wurde in einer einjährigen Testphase im Feld erprobt. Anhand
von Messdaten war es möglich den Batterieprototyp sowie das lokale Stromnetz zu modellie-
ren und damit eine optimale Betriebsstrategie für den Speicher zu entwickeln. Ziel der Strategie
war es, die autarke Betriebsweise mit dem höchstmöglichen Gewinn zu identifizieren.

Die optimierte Betriebsweise konnte anhand des Feldtests validiert werden. Wirtschaftliche
Berechnungen haben allerdings gezeigt, dass die durchschnittlichen Kosten von Vanadium-
Redox-Flow-Batterien für einen profitablen Betrieb noch um etwa 60% fallen müssten. Da es
sich um eine neue Technologie handelt, ist von hohen Kostensenkungspotentialen auszuge-
hen.

Für einen technischen und wirtschaftlichen Vergleich des Batterieeinsatzes mit anderen Flexi-
bilisierungsoptionen, welche in diesem Projekt die cosϕ(P)- und Q(U)-Regelung von PV-Syste-
men sowie den Einsatz von Heimspeichern umfassten, wurde ein zukünftiger PV-Ausbaupfad
für den Installationsort erstellt. Dieser basiert auf der Identifikation geeigneter Dachlächen
für PV-Systeme unter Verwendung von Luftaufnahmen. Es wurde gezeigt, dass die Netzauf-
nahmefähigkeit für Erneuerbare Energieanlagen in allen Fällen gegenüber dem Szenario ohne
Flexibilisierungsoptionen steigt, teils um bis zu 45%. Zudem konnte festgestellt werden, dass
es aus Perspektive der Netzbetreiber ökonomisch sinnvoll ist, jede der untersuchten Optionen
dem konventionellen Netzausbau vorzuziehen.
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1. Das Projekt SmartPowerFlow

In diesem Kapitel wird zunächst auf den Hintergrund und die Ziele des Projektes SmartPower-
Flow eingegangen (Kapitel 1.1). Im Anschluss daran werden sowohl der Aufbau des Projektes
als auch die Aufgaben der Projektpartner in diesem erläutert (Kapitel 1.2). Abgeschlossen wird
Kapitel 1 durch die Darstellung des Aufbaus des vorliegenden Projektabschlussberichtes (Ka-
pitel 1.3).

1.1. Hintergrund und Ziele des Projektes

Die Energieversorgung in Deutschland befindet sich heute im Umbruch. In der Vergangenheit
wurde elektrische Energie durch Großkraftwerke in die Transportnetze der Hochspannungs-
ebene eingespeist und über Verteilnetze der niederen Spannungsebenen an die Verbraucher
weitergeleitet. Aufgrund des von der Bundesregierung beschlossenen Ausstieg aus der Kern-
energie und der Festlegung nationaler Ziele zur Reduzierung der Treibhausgasemissionen um
dem Klimawandel entgegenzuwirken, wird seit Einführung des Gesetzes zur Förderung der
Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien (EEG) im Jahr 1998 der Ausbau regenerativer En-
ergieerzeugungsanlagen massiv vorangetrieben. Als Konsequenz ist der Anteil regenerativer
Energie am gesamtdeutschen Strommix in den letzten Jahren stark angestiegen - allein zwi-
schen 2000 und 2010 hat er sich mehr als verdreifacht [21].
Regenerativ erzeugter Strom wird im Norden der Bundesrepublik überwiegend mit Windener-
gieanlagen und im Süden zu großen Teilen durch Photovoltaikanlagen erzeugt [21]. Durch zur
Verfügung gestellte Fördermittel sind die Gestehungskosten von Strom aus Erneuerbaren En-
ergien (EE) stark gefallen, wodurch EE-Anlagen heute bereits teilweise zu Haushaltspreisen
Strom produzieren können [22]. Laut dem Energiekonzept der Bundesregierung [23] soll bis
2050 80% der Bruttostromerzeugung durch EE gedeckt werden, zudem soll der Ausbau von
EE auch in Zukunft gefördert werden, sodass auch künftig in Deutschland mit einem vermehr-
ten Ausbau an Erneuerbaren Energien zu rechnen ist.
Im Gegensatz zu konventionellen Kraftwerken sind EE-Anlagen aufgrund ihrer geringen instal-
lierten Leistung überwiegend dezentral am Verteilnetz angeschlossen. So speisen zum Bei-
spiel 80% der Photovoltaikanlagen in das Niederspannungsnetz ein [24]. 2010 überstieg die
installierte Erzeugungsleistung im Verteilnetz die des Übertragungsnetzes [25].
Die Energieerzeugung aus Wind- und Photovoltaikanlagen unterliegt starken Schwankungen
und ist somit nur bedingt prognostizierbar. Durch die Abhängigkeit vom Wetter entspricht die
Energieerzeugung aus EE nicht zu jedem Zeitpunkt dem örtlichen Bedarf der Endkunden, da-
her führt sie zeitweise zu einer Umkehrung des Lastlusses im Stromnetz [3]. Da die deutschen
Stromnetze aber unidirektional, das heißt mit einem Leistungsluss von den hohen zu den nied-
rigeren Spannungsebenen, ausgelegt sind, kann die Stromerzeugung durch EE-Anlagen zu Sta-
bilitätsproblemen führen. Zum Beispiel ist das Schutzkonzept nicht auf eine Umkehrung des
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Leistungslusses ausgelegt. Bereits heute hat ein Teil der Verteilnetze seine Aufnahmefähig-
keit für EE-Anlagen erreicht [25], da insbesondere schwache Netze einen hohen EE-Ausbau
aufweisen [24]. Somit ist ein weiterer Zubau von EE oftmals nur im Zusammenhang mit um-
fangreichen Netzverstärkungsmaßnahmen möglich [26]. Der Ausbau ist gängige Methode um
Engpässe im Netz zu vemeiden, bei der allerdings Gefahr besteht, dass nach einem langwieri-
gen Prozess Kapazitäten geschaffen werden, welche nur eine geringe Ausnutzung aufweisen.
So speisen Photovoltaikanlagen beispielsweise in Süddeutschland in weniger als 100 Stun-
den pro Jahr mehr als 90% der installierten Nennleistung ins Netz ein [27]. Dennoch muss
das Stromnetz für 100% der Nennleistung ausgelegt sein [28]. Das führt zu einem ineffizienten
Netzbetrieb und dazu, dass so entstehende Kosten über höhere Netznutzungsentgelte auf die
Allgemeinheit umgelegt werden. Daher müssen Alternativen untersucht und bewertet werden.

Im Rahmen des Projektes SmartPowerFlow wurde erstmals eine Vanadium-Redox-Flow-Groß-
batterie (siehe hierzu Kapitel A.1) zur Entlastung eines Verteilnetzes mit einem hohen Anteil an
Erneuerbarer Energieeinspeisung in das Stromnetz eines deutschen Netzbetreibers integriert.
Bei dem Batteriesystem, bestehend aus den beiden Hauptkomponenten Batterie – die soge-
nannte CellCube FB200-400 DC von Gildemeister energy solutions GmbH – und Wechselrich-
ter, handelt es sich um einen Prototypen, da der Umrichter sowie die Batteriesteuerung eigens
für das Projekt entwickelt wurden.

Neben dem Sammeln an Betriebserfahrungen mit dem entwickelten Batteriesystem, sowohl
aus Netz- als auch aus Speicherbetreibersicht, war es das Hauptziel des Projektes zu quantifi-
zieren, in welchem Umfang notwendige Netzausbaumaßnahmen zur Erhöhung der Aufnahme-
fähigkeit des Netzgebietes für Erneuerbare Energien durch die Batterieintegration vermieden
werden können. Allerdings ist eine alleinige Refinanzierung von Großbatterieprojekten auf Ver-
teilnetzebene, auch bei sinkenden Batteriepreisen, durch vermiedene Netzausbaukosten nicht
möglich. Hierfür gibt es zwei wesentliche Gründe. Zum einen ist es aktuell strittig, inwiefern sich
Batteriebetreiber nach heutiger rechtlicher und regulatorischer Lage verhinderten Netzausbau
vergüten lassen können [29, 30]. Zum anderen sind Betriebsmittel der Verteilnetzebene um ein
Vielfaches günstiger als die höherer Spannungsebenen, wodurch die Kosten für einen Groß-
batterieeinsatz weit über den Aufwendungen für Netzverstärkungsmaßnahmen liegen [31].
Beispielsweise betragen die Anschaffungskosten einer neuen Ortsnetzstation ca. 35.000 EUR
[31]. Der Nettopreis des CellCube FB200-400 DC lag im Jahr 2015 hingegen bei 849.000 EUR.
Von daher müsste der Einsatz einer solchen Batterie den Bau von mehr als 20 Ortsnetzstatio-
nen ersetzten. Dies ist jedoch unrealistisch. Da also eine Refinanzierung der Batterie auf die-
sem Wege nicht möglich ist, wurde über die Analysen zur Netzaufnahmefähigkeitserhöhung
hinaus untersucht, inwieweit der Spagat zwischen wirtschaftlichem und netzstützendem Be-
trieb möglich ist bzw. inwieweit ein marktgetriebener Speichereinsatz (Batterie reagiert auf
Marktimpulse) und ein netzdienlicher Speichereinsatz (Batterie reagiert auf Netzsituation) op-
timal miteinander verbunden werden können. Die Entwicklung einer solchen Betriebsstrategie
ermöglicht nicht zuletzt auch den Anteil an Großbatterieprojekten in der Verteilnetzebene zu
erhöhen. Nichtsdestotrotz ist es stets notwendig den Einsatz einer Großbatterie mit anderen
Netzstabilisierungsoptionen technisch und wirtschaftlich zu vergleichen. Dies war ebenfalls
Ziel des Projektes.

Installiert wurde der Batterieprototyp in der Marktgemeinde Tussenhausen im Landkreis Unter-
allgäu. Angeschlossen wurde der Speicher an das Niederspannungsnetz der Lechwerke Ver-
teilnetz GmbH (LVN), da auch dieser süddeutsche Netzbetreiber einen rasanten Zubau an EE-
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Anlagen in den letzten Jahren erlebt hat (Abbildung 1.1).

Abbildung 1.1.: Installierte Leistung von Erneuerbaren Energieanlagen im Netzgebiet der LVN.

1.2. Aufbau des Projektes und Aufgaben der Projektpartner

Die zunehmende Einspeisung luktuierender Erneuerbarer Energien in das deutsche Stromnetz
stellt die Netzbetreiber vor große Herausforderungen. Da Versorgungssicherheit und Netzsta-
bilität jederzeit gegeben sein soll, müssen Investitionsentscheidungen bezüglich des Netzaus-
baus getroffen werden. Eine offene Frage ist dabei, ob die Integration von Großbatterien in das
Stromnetz ein entscheidendes Werkzeug in diesem Prozess ist und den Ausbau der Erneuer-
baren Energieanalagen deutlich erleichtern kann. Im Projekt SmartPowerFlow wurde erstma-
lig der Netzbetrieb unter Einbeziehung einer Redox-Flow-Batterie (Abbildung 1.2) und speziell
hierfür entwickelter Leistungselektronik zur kostenoptimierten Integration von Erneuerbaren
Energien in einem hierfür besonders geeigneten Verteilnetz in Bayerisch-Schwaben demons-
triert. Eingesetzt wurde eine auf Vanadium basierende Redox-Flow-Batterie (VRF-Batterie) mit
einer Nennleistung von 200 kW und einer Kapazität von 400 kWh.

Kernziel des Projektes war ein Vergleich zwischen Netzausbau und den Möglichkeiten zur Spei-
cheranwendung, sowie eine technische und wirtschaftliche Analyse und Optimierung eines
Speichereinsatzes in der Verteilnetzebene. Die wichtigsten Zwischenschritte im Projekt waren:

• Phase 1: Bestimmung eines geeigneten Standorts für eine Redox-Flow-Großbatterie im
Netzgebiet der LVN (LEW Verteilnetz GmbH) anhand von Simulationen sowie Entwick-
lung eines Wechselrichters für die Batterie (Zeitraum: 1. Jahr)

• Phase 2: Integration und Betrieb der Batterie im Netzgebiet der LVN sowie die Validierung
der Simulationsmodelle anhand von Messdaten (Zeitraum: 2. Jahr)
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Abbildung 1.2.: Im Projekt SmartPowerFlow installierte Vanadium-Redox-Flow-Batterie.

• Phase 3: Gesamtkonzeptentwicklung zur Integration von Großbatterien in Verteilnetzen
sowie technische und wirtschaftliche Gesamtbewertung des Netzausbaus versus Bat-
terieintegration (Zeitraum 2. Jahr bis 3. Jahr)

Innerhalb der dreijährigen Laufzeit wurde das Projekt von folgenden Firmen und Institutionen
und ihren speziellen Tätigkeitsbereichen umgesetzt:

• LEW Verteilnetz GmbH: Bereitstellung detaillierter Einspeise- und Lastdaten des Verteil-
netzes und Definition der Kriterien zur Lokalisierung und Realisierung optimaler Einbau-
orte und Betriebsweisen.

• Younicos AG: Entwicklung und Umsetzung des Energie- und Batteriemanagements für
die Vanadium-Redox-Flow-Batterie und deren technische Anbindung an die Leitwarte des
Verteilnetzbetreibers.

• SMA Solar Technology AG: Entwicklung und Untersuchung eines Batteriewechselrich-
ters für eine Vanadium-Redox-Flow-Batterie.

• Reiner Lemoine Institut gGmbH: Projektkoordination, systematische Analyse der Netzop-
timierung sowie wirtschaftliche Gesamtbewertung der unterschiedlichen Einsatzmög-
lichkeiten.

Gefördert wurde das Projekt SmartPowerFlow vom Bundesministerium für Wirtschaft und
Technologie (Förderkennzeichen: 0325522A-D) aufgrund eines Beschlusses des Deutschen
Bundestages.
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1.3. Aufbau des Abschlussberichtes

In Kapitel 2 werden die Entwicklung des Vanadium-Redox-Flow-Batterieprototyps sowie seine
Integration in das Stromnetz der LEW Verteilnetz GmbH dargestellt. Zur Bewertung der Spei-
cherauswirkung auf das Stromnetz war es notwendig das lokale Netzgebiet am Installationsort
der Batterie digital abzubilden. Das Vorgehen bei der Standortmodellierung ist in Kapitel 3 be-
schrieben. In Kapitel 4 und 5 wird sowohl der marktgetriebene als auch der netzdienliche Batte-
rieeinsatz eingehend untersucht. Ergebnis dieser Analyse ist eine Betriebsweise, welche nicht
nur ökonomisch sinnvoll sondern zugleich netzstützend ist. Die Optimierung dieser Betriebs-
weise sowie ihre Validierung im Feld werden in Kapitel 6 erläutert. In Kapitel 7 wird schließlich
der traditionelle Netzausbau technisch und wirtschaftlich mit dem Einsatz von Großbatterien
und anderen Flexibilitätsoptionen zur Netzstabilisierung verglichen. Zum Abschluss werden in
Kapitel 8 die wichtigsten Erkenntnisse des Projektes SmartPowerFlow zusammengefasst.
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2. Entwicklung eines Vanadium-Redox-Flow-
Batterieprototyps und seine Integration in
das deutsche Stromnetz

In Kapitel 2 wird die Entwicklung eines im Rahmen des Projektes entwickelten Vanadium-
Redox-Flow-Batterieprototyps sowie seine Integration in das deutsche Stromnetz beschrie-
ben. Hierbei wird in Kapitel 2.1 zunächst auf die Auslegung des Netzanschlusses sowie die
Anbindung an die Leitwarte des Prototyps eingegangen. In Kapitel 2.2 wird anschließend die
Entwicklung eines speziell für die Vanadium-Redox-Flow-Batterie entwickelten Wechselrich-
ters detailliert dargestellt.

2.1. Netzanschluss und Anbindung an die Leitwarte

Im Rahmen des Projektes SmartPowerFlow wurde ein auf Vanadium basierender Batteriepro-
totyp entwickelt. Dieser wurde nach einer erfolgreichen Testphase im Labor Ende Mai 2015 in
das Niederspannungsnetz der LEW Verteilnetz GmbH integriert.

Offiziell wurde der Speicher am 02.09.2015 durch die Projektpartner und Repräsentanten aus
der Politik in Betrieb genommen (Abbildung 2.1).

Als Standort für den Ortsspeicher wurde die Marktgemeinde Tussenhausen im Landkreis Un-
terallgäu aus 80 möglichen Orten, u.a. wegen der besonders hohen Photovoltaikeinspeisung
in diesem Netzgebiet, ausgewählt (die angewendete Methodik zur Standortbestimmung wird
in Kapitel 5.2 näher erläutert). Abbildung 2.2 zeigt eine Luftaufnahme des Installationsortes.
Das dargestellte Grundstück befindet sich im Besitz der Reiner Wertstoff Recycling GmbH.
Gut erkennbar ist in dem Bild die 330 m2 große Fläche, welche im Rahmen des Projektes für
einen sicheren Batteriebetrieb geteert wurde (siehe oben links in dunkelgrau). Ein detaillierter
Fundamentplan ist im Anhang in Abbildung A.2 zu finden.

In Abbildung 2.3 ist der schematische Aufbau des Batteriesystems dargestellt. Wie zu sehen
ist, ist das System leistungsseitig an das Stromnetz und kommunikationsseitig an die Leit-
warte der LEW Verteilnetz GmbH (LVN) angebunden. Eine Leitwartenanbindung von Batterien
(in diesem Projekt mittels des Kommunikationsprotokolls IEC60870-5(104)) ist nicht gängig
und stellt somit eine Besonderheit des Projektes SmartPowerFlow dar. Sie dient sowohl dem
Monitoring des Systems als auch der Möglichkeit zur Fernsteuerung.

Das eingesetzte Batteriesystem besteht aus einer Vanadium-Redox-Flow-Batterie und einem
von SMA Solar Technology AG im Projekt entwickelten Batteriewechselrichter (vgl. Kapitel 2.2).

Die Vanadium-Redox-Flow-Batterie der Firma Gildemeister energy solutions GmbH weist eine
maximale Lade- und Entladeleistung von 200 kW bei einer Kapazität von 400 kWh auf. Wei-

Seite 7



Entwicklung und Netzintegration des VRF-Batterieprototyps

Abbildung 2.1.: Nahmen den neuen Ortsspeicher in Tussenhausen in Betrieb (v.l.): Johannes Ruf, 1.
Bürgermeister Markt Tussenhausen, Volker Wachenfeld, Senior Vice President der SMA Solar Techno-
logy AG, Dr. Markus Litpher, LEW-Vorstandsmitglied, Franz Josef Pschierer, Staatssekretär im Baye-
rischen Wirtschaftsministerium, Philip Hiersemenzel, Pressesprecher der Younicos AG, Dr. Claus Be-
neking, (ehemaliger) Geschäftsführer der Reiner Lemoine Institut gGmbH (Bildnachweis: LEW / Ruth
Plössel).

Abbildung 2.2.: Luftaufnahme des SmartPowerFlow-Speichers.
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Abbildung 2.3.: Schematischer Aufbau des Batteriesystems.

tere Eigenschaften des Batterietyps CellCube FB 200-400 DC sind im Datenblatt im Anhang
zusammengefasst (Abbildung A.1).

Der Wechselrichter weist eine Bemessungsscheinleistung von 630 kVA (bis 50 ◦C). Er ist ein
Prototyp und ist ein an die speziellen Eigenschaften von Vanadium-Redox-Flow-Batterien ange-
passter, auf einer bewährten PV-Wechselrichter-Plattform (CP 500 XT) aufbauender, im Projekt
neu entwickelter Batterie-Wechselrichter. Der neue Wechselrichter ist in der Lage im Vierqua-
drantenbetreib zu operieren. Im Vergleich zu herkömmlichen PV-Wechselrichtern, deren cosϕ
Arbeitsbereich zwischen 0,9ind und 0,9cap liegt, ist er dadurch besonders für eine Spannungs-
beeinlussung am Netzverknüpfungspunkt durch Blindleistungsregelung geeignet.

Die Batteriesteuerung, bestehend aus Energie- und Batteriemanagementsystem (EMS und
BMS), wurde von der Firma Younicos AG eigens für das Projekt entwickelt. Diese wurde auf
einem Bachmann-Rechner des Typs MPC 240 implementiert und stellt das Herzstück bei der
Kommunikation von Netzleitstelle, Batterie und Wechselrichter dar.

Angeschlossen wurde das Batteriesystem an die NS-Sammelschiene einer ca.130 Meter vom
Speicher entfernten Ortsnetzstation (siehe hierzu Abbildung 2.4 und den detaillierten Strom-
laufplan des Batteriesystems in Abbildung A.3 im Anhang). Der Grund für den direkten An-
schluss der Batterie an eine Ortsnetzstation, und nicht etwa an einen Netzstrang der Nie-
derspannungsebene, liegt an dem netzstützenden Fokus des Projektes SmartPowerFlow. Wie
bereits erwähnt war eines der Kernziele des Projektes die Aufnahmefähigkeit des Stromnetzes
für Erneuerbare Energieanlagen zu maximieren. Dementsprechend war es wichtig die Batte-
rie so zu positionieren, dass sie das Stromnetz nicht zusätzlich belastet, sondern im Gegenteil,
wenn möglich, ein möglichst großes Netzgebiet entlastet. Da jedoch, wie in Kapitel 1.1 erläutert
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wurde, die Anwendung marktgetriebener Geschäftsmodelle für einen ökonomischen Betrieb
von Großbatterien auf der Verteilnetzebene unausweichlich ist und die Batterie von daher bei
ihrer Wirkleistungsabgabe auf die aktuelle Marktsituation reagieren soll (z.B. Regelleistungs-
markt) und nicht auf die aktuelle Netzsituation, war es nötig die Batterie an einen Standort zu
installieren, bei welchem die marktgetriebene Wirkleistungsabgabe keine zusätzlichen Netz-
ausbaumaßnahmen verursacht. Diese werden auf der Verteilnetzebene hauptsächlich durch
Spannungsprobleme ausgelöst (vgl. Kapitel 5.1.2.2). Weil sich eine Wirkleistungsabgabe an der
NS-Sammelschiene einer Ortsnetzstation allerdings wegen des günstigeren R/X-Verhältnisses
als im Netzstrang nur minimal auf die Spannung in dem Ortsnetz auswirkt, wurde der Ent-
schluss gefasst, gezielt nach solchen Standorten zu suchen. Ein weiterer Grund für Sammel-
schienenanschluss war, die thermische Belastung der NS-Leitungen nicht zusätzlich durch den
Einsatz der Batterie zu erhöhen. Weiterhin kann der Speicher durch Blindleistungsabgabe an
der NS-Sammelschiene die Spannung im gesamten Ortsnetz dahingehend regulieren, dass die
Netzaufnahmefähigkeit für Erneuerbare Energien erhöht wird. Die Batterie verhält sich an der
Sammelschiene von daher ähnlich wie ein regelbarer Ortsnetztransformator.

Abbildung 2.4.: Schematische Darstellung des Netzanschlusses der SPF-Batterie.

Dass sich der SmartPowerFlow-Speicher unabhängig von seiner Wirkleistungsabgabe netz-
dienlich verhält, wurde im Rahmen eines Feldversuches bestätigt. Der in Abbildung 2.5 darge-
stellte Test (Verbraucherzählpfeilsystem) wurde bei einer hohen Photovoltaikeinspeisung ins
Ortsnetz zur Mittagszeit an einem sonnigen Tag im Sommer 2015 durchgeführt.

Wie in der Grafik zu erkennen ist, konnte die Netzspannung an der NS-Sammelschiene, welche
üblicherweise ansteigt, wenn die Erzeugungsleistung die Last im Ortsnetz übersteigt, aufgrund
einer Blindleistungsabgabe des Batteriesystems von 500 kVar (induktiv) gesenkt werden. Die-
se Spannungssenkung wirkt sich auf alle an die Ortsnetzstation angeschlossenen Niederspan-
nungsabgänge aus, so dass dort keine Überspannung aufgrund von Photovoltaikeinspeisung
droht. Die Batterie erhöht von daher, trotz maximaler Wirkleistungsabgabe, die Netzaufnahme-
fähigkeit für Erneuerbare Energieanlagen im gesamten Ortsnetz.

Für einen lexiblen Speichereinsatz wurden insgesamt drei Betriebsmodi definiert, in welchem
der Speicher operieren kann. Diese können etweder über die Leitwarte oder einen Fernzugriff
eingestellt werden:
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Abbildung 2.5.: Netzdienliches Verhalten des SPF-Speichers trotz maximaler Wirkleistungsabgabe.

• Wirk- und Blindleistung werden durch die Leitwarte vorgegeben.

• Die P(f)- und Q(U)-Kurven zur Spannungs- und Frequenzhaltung können separat mit bis
zu vier Stützpunkten eingestellt werden.

• Wirk- und Blindleistung werden anhand eines Fahrplanes (mit 24 Stützpunkten für einen
Tag) vorgegeben.

Eine Besonderheit des Batteriesystems ist, wie der Aulistung der Betriebsmodi zu entnehmen
ist, dass es mit einer variabel einstellbaren P(f)- sowie Q(U)-Kennlinie ausgelegt wurde. So-
mit ist der Speicher in der Lage anhand von gemessenen Frequenz- und Spannungswerten
(f und U) automatisiert Wirk- und Blindleistung (P und Q) abzugeben bzw. aufzunehmen. Das
System wurde auf diese Art ausgelegt, da ein möglichst autarker Betrieb der Batterie von den
Projektpartnern erwünscht war. Hintergrund hiervon ist, dass der Speicherbetrieb keinen zu-
sätzlichen Aufwand im Alltagsgeschäft der Netzbetreiber generieren sollte. Sowohl die P(f)- als
auch die Q(U)-Kennlinien können über die Definition von vier Wertepaaren, zwischen welchen
linear interpoliert wird, festgelegt werden. Diese können z.B. 175 kW und 49,8 Hz oder 400 kvar
und 420 V sein. Auf diese Weise lassen sich beispielsweise die Kennlinie zur Teilnahme am
Primärregelleistungsmarkt (vgl. Abbildung 4.2) oder Vorgaben zur Blindleistungsregelung von
Netzbetreibern (vgl. Abbildung 6.13) umsetzen. Ist die P(f)-Funktion aktiv, so können zusätz-
lich die von den ÜNB definierten Freiheitsgrade zur Ladezustandsanpassung von stand-alone
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Batterien, welchem am Primärregelleistungsmarkt teilnehmen, aktiviert werden. Eine nähere
Erläuterung dieser Freiheitsgrade ist in Kapitel 4.1.1 sowie Kapitel 6 zu finden.

Zur Überwachung und Steuerung der Batteriesystems wurden insgesamt drei Messsysteme
des Typs SENTRON PAC3200 der Firma Siemens AG an das Stromnetz angeschlossen. Ange-
bunden wurden diese an die Niederspannungsseite des Ortsnetztransformators, der Zuleitung
zur Hilfsstromversorgung sowie dem Netzanschlusspunkt des Speichers (siehe Abbildung A.4
und Abbildung A.5 im Anhang). Die Messgeräte liefern gemeinsam mit den internen Messin-
strumenten des Cellcubes und des Wechselrichters dem MPC 240 zu jedem Zeitpunkt aktuelle
Batterie- und Netzdaten. Dieser leitet die erfassten Messdaten schliesslich an einen Server am
Reiner Lemoine Institut in Berlin sowie an die Leitwarte (hier jedoch nur die für die Leitwar-
te relevanten Messwerte wie z.B. Wirk- und Blindleistungswerte der Batterie) weiter. Weiterhin
verwendet der MPC 240 die Messwerte zur automatisierten Ansteuerung des Batteriesystems
(z.B. über eine P(f)- oder Q(U)-Kennlinie (siehe oben)).

Die installierten Messgeräte übertragen dem Bachmann-Rechner Strom, Spannung sowie Wirk-
und Blindleistung (pro Phase) an den jeweiligen Messstellen. Zudem übermitteln sie die ge-
messene Netzfrequenz. Die internen Messinstrumente des Cellcubes liefern dem Bachmann-
Rechner weiterhin die Entladetiefe, die Elektrolyttempertur sowie die DC-Wirkleistungsabgabe
bzw. -aufnahme der Batterie. Darüber hinaus überträgt der Wechselrichter dem MPC 240 die
Wirk- und Blindleistungwerte (dreiphasig) an dessen AC-Anschlusspunkt. Die Messaulösung
liegt bei sämtlichen Werten bei 10 Sekunden. Eine Aussnahme stellen lediglich die Netzfre-
quenz sowie die gemessene Wirkleistung am AC-Anschlusspunkt des Wechselrichters dar.
Diese weisen eine sekündliche Messaulösung auf. Grund hierfür ist, dass das Batteriesystem
für den Einsatz am Primärregelleistungsmarkt erprobt werden sollte, was eine sekündliche
Aulösung dieser Werte erfordert.

Diesem Kapitel ist zu entnehmen, dass das Batteriesystem insgesamt so ausgelegt wurde,
dass es vielseitig einsetzbar ist und zudem weitestgehend autonom operieren kann. Ziel hier-
von war die Erprobung einer großen Bandbreite an Anwendungsgebieten zu ermöglichen. Zu-
dem sollte bestimmt werden inwieweit ein autonom operierender Speicher netzdienlich und
zugleich ökonomisch sinnvoll betrieben werden kann. Die gewählte Systemauslegung war so-
mit der Grundstein für das Erreichen der in Kapitel 1.1 beschriebenen Projektziele.

2.2. Entwicklung eines Batteriewechselrichters

Vor dem Hintergrund des gemeinsamen Gesamtziels des Verbundvorhabens, die Einsatzmög-
lichkeiten großer Energiespeicher im Verteilnetz zu untersuchen und zu demonstrieren, war
es das Ziel von SMA hierfür einen geeigneten, angepassten Batteriewechselrichter für Redox-
Flow-Batterien im Leistungsbereich 200 kW DC / 500 kVA zu entwickeln. Darüber hinaus sollten
hierbei aber auch allgemeine Erkenntnisse zum zukünftigen Einsatz von Batteriespeichern im
Verbundnetz und den daraus resultierenden Anforderungen und Einsatzbedingungen für Bat-
teriewechselrichter gewonnen werden.

Basis für dieses neue Batteriewechselrichtersystem war eine vorhandene Wechselrichterplatt-
form, deren technologische Basis dem Bereich der bewährten PV-Wechselrichtertechnik der
200 kW bis 500 kW Leistungsklasse entstammt.
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Um die Verwertbarkeit des Ergebnisses von vorne herein sicherzustellen, wurde beim System-
design neben dem im Projekt in der Pilotanlage vorgesehenen Einsatz einer 200 kW Redox-
Flow-Batterie, u.a. auch auf eine einfache spätere Weiterentwickelbarkeit bezüglich des zu-
künftigen Einsatzes anderer innovativer Batterietechnologien und zusätzlicher Funktionalitä-
ten geachtet.

Im Rahmen dieser Zielsetzung wurde zunächst ein detailliertes Anforderungsprofil für das spe-
zielle Anschlusskonzept Ѩgroße AC-Batteriespeichersysteme an die Niederspannungsebene
des VerteilungsnetzesѦ erarbeitet. Diese Anforderungen sind dann anschließend in das Rea-
lisierungskonzept des Batteriewechselrichters und des Batteriewechselrichtersystems einge-
lossen. Die entsprechenden FuE-Arbeiten wurden als Prototypsystem sowohl für die Hard-
ware als auch für die Software ausgeführt. Hierzu wurden die erforderlichen, auf der ursprüng-
lichen Wechselrichterplattform aufbauenden Entwicklungs- und Anpassungsarbeiten mit einer
umfassenden Spezifikation, Konzeption und Optimierung des Batteriewechselrichtersystems
in enger Zusammenarbeit mit dem Batteriehersteller und dem Netzbetreiber detailliert durch-
geführt.

Weitere wichtige Anpassungsarbeiten wurden notwendig, um die verschiedenen Arten der Re-
gelung von Wirkleistung zur Netzstützung sowie einen vollständigen Vierquadranten-Betrieb
zur Einspeisung aller Kombinationen von Wirk- und Blindleistung bei einem optimierten Betrieb
unter realen Bedingungen zu ermöglichen.

Das übergeordnete Ziel für den Einsatz von Batteriespeichersystemen im Netz ist es, vor allem
das schwankende Angebot regenerativer Erzeuger zu glätten, so dass eine gleichmäßigere
Stromversorgung bereitgestellt wird. Als weitere Funktionen müssen darüber hinaus wichtige
Beiträge zur Verbesserung der Netzstabilität, der Netzqualität und des Frequenzausgleichs
geleistet werden.

Spezielle Machbarkeitstests und Prüfungen wurden für den Einsatz von Redox-Flow Batterien
durchgeführt, um das spätere einwandfreie und sichere Zusammenwirken von Batteriewech-
selrichter und Batteriesystem sicherzustellen. Hierzu waren umfangreiche Funktionstests in
einer speziellen Testumgebung im Labor von SMA notwendig. Weiterhin wurde auch das Kom-
plettsystem inklusive Batterie- und Kommunikationstechnik geprüft. Weitere Systemtests wur-
den im Feld durchgeführt und anschließend die Funktion demonstriert.

Ende Mai 2015 wurde gemeinsam mit den anderen Projektpartnern der Batterie-Wechselrichter
in einer Containerlösung, als projektspezifische Sonderanwendung mit Niederspannungstrans-
formator, an eine große Redox-Flow Batterie angebunden und am Niederspannungsnetz in
Tussenhausen, Bayern erfolgreich in Betrieb genommen. In einem anschließenden einjährigen
Dauerbetrieb wurde das gesamte System in einem umfangreichen Messprogramm mit unter-
schiedlichen Betriebsszenarien erprobt und eine detaillierte technische Auswertung durchge-
führt. Verbesserungen und notwendige weitere Maßnahmen für den Einsatz von großen Ener-
giespeichern im Verteilungsnetz wurden identifiziert.

Im Folgenden werden die wichtigsten Arbeiten und Ergebnisse der von SMA durchgeführten
Entwicklung des Batteriewechselrichters im Detail dargestellt.
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2.2.1. Erstellung eines Anforderungsproils

Für den Einsatz und Betrieb eines Batteriewechselrichters sind neben dem eigentlichen Bat-
teriewechselrichter und dem Batteriesystem noch eine Reihe weiterer Elemente erforderlich,
die für das reibungslose Zusammenspiel und die Ansteuerung aller Komponenten, notwendig
sind. Die Abbildung 2.6 gibt einen prinzipiellen Überblick über die wesentlichen Kernkompo-
nenten und deren Kommunikationsstruktur bei solch einem System, anhand eines typischen
Anwendungsfalls (hier ein Anwendungsbeispiel inkl. PV-System und Dieselgenerator, wie es
beispielsweise bei autonomen Hybridsystemen auftritt). Das Bild zeigt das von SMA universell
erstellte gesamte Systemkonzept als Systemschaltplan und zeigt die Schnittstellen zwischen
Batterie, EMS und Leittechnik.

Abbildung 2.6.: SMA Systemkonzept und Systemschaltplan mit Batteriewechselrichter, Anschluss an
das Speichersystem und an das übergeordnete Energy Management System EMS, das ebenfalls einen
Anschluss an die Leittechnik hat.

Das Anforderungsprofil des Batteriewechselrichters wurde für große modulare Batteriespei-
chersysteme im Bereich mehrerer hundert kW erstellt. Dieses wurde für einen Batteriewechsel-
richter als universelles BasisGerät in verschiedenen Leistungsabstufungen bis 900 kW detail-
liert. Dieser neuartige, bis zur Funktionsmusterreife entwickelte Batteriewechselrichter weist
folgende Eigenschaften auf:

• AC-Ausgang in verschiedenen Leitungsklassen von 500 bis 900 kW (Bemessungsleis-
tung AC-Nennleistung).

• DC-Seitige Batterieanbindung mit einer minimalen Eingangsspannung von 450 V bis zu
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einer maximalen Eingangsspannung von 850 V in Abhängigkeit von der Leistungsklasse,
z.B. 500 kW: 430 V-850 (@ 50 ◦C), 630 kW: 500 V-850 (@ 50 ◦C).

• Battery System Controller (BSC), zur Steuerung, Regelung und Überwachung der ange-
bundenen Batterie. Diese Komponente ist als lexibler Grundbaustein konzipiert, der hier
zunächst für die konkrete Redox-Flow-Batterie ausgearbeitet wurde. In Folgeprojekten
soll der BSC zukünftig dann an die speziellen Anforderungen und Betriebsweisen wei-
terer Batterietechnologien spezifisch angepasst bzw. die Basisfunktionen entsprechend
erweitert werden.

• Systemkonzept entworfen für unterschiedliche Anwendungen und Einsatzfälle, modular
aufgebaut und sinnvoll skalierbar.

• Ausgelegt für den Dauerbetrieb bei Nennlast und für Umgebungstemperaturen von
-25 ◦C bis 62 ◦C insbesondere auch im Außeneinsatz.

• Ausgestattet mit den Grundfunktionen für die geregelte Wirk- und Blindleistungseinspei-
sung zur Netzstützung. Weiterergehende Anforderungen an das Regelungsverhalten des
Batteriewechselrichters (AC- und DC-Seitig) können auf dieser Plattform in Zukunft um-
gesetzt werden bzw. die vorhandenen Regelungsfunktionen entsprechend angepasst
oder erweitert werden.

• Die Kommunikation zur Batterie und zur Leittechnik erfolgt über standardisierte Schnitt-
stellen: Hier wird das Kommunikationsprotokoll Modbus®-TCP über Ethernet eingesetzt.
Diese Schnittstellen sollen zukünftig dann noch an die speziellen Protokolle bzw. Profi-
le der verschiedenen Batteriemanagementsysteme der unterschiedlichen Batterietech-
nologien und Hersteller sowie an die verschiedenen speziellen Leitstellenprotokolle und
Betriebsweisen spezifisch angepasst bzw. erweitert werden.

• Integrierte Sicherheitsfunktionen zur Verhinderung von unzulässigen Betriebszuständen.
Insbesondere müssen die vom Batterie Management System (BMS) ermittelten Grenz-
werte beim Betrieb des Batteriewechselrichters ständig überwacht und eingehalten wer-
den. Hierzu gehört auch die Überwachung auf einen Ausfall der Kommunikationsverbin-
dung zum BMS. Zu vermeiden sind insbesondere eine zu große Batteriespannung oder
eine zu hohe Zelltemperatur, die im schlimmsten Fall, zu einem schweren Störfall führen
könnten.

• Anschluss an einen Niederspannungstransformator, der im Rahmen des Projekts defi-
niert wurde, um den Betrieb von großen Batteriespeichern am Verteilnetz zu ermögli-
chen (die eingesetzte Wechselrichterplattform ist ursprünglich für den Betrieb im Mittel-
spannungsnetz entworfen worden).

Alle wichtigen Basis-Anforderungen für die Einbindung von großen Batteriespeichersystemen
in Verteilnetzen mit hohen Anteilen volatiler erneuerbarer Energien und Unterstützung der Si-
cherstellung einer maximalen Netzstabilität werden durch dieses Batteriewechselrichter-Basis-
gerät erfüllt. Weitere Funktionalitäten und Verbesserungen können später in zukünftigen Ent-
wicklungsschritten oder Projekten ergänzt werden. Im Konzept ist dies bereits berücksichtigt.
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2.2.2. Realisierungskonzept

Besondere Ziele bei der Realisierung des Batteriewechselrichtersystems lagen in der Schaf-
fung einer möglichst kostengünstigen und insbesondere robusten Lösung (um eine hohe Zu-
verlässigkeit und somit geringe Wartungs- und Betriebskosten zu erreichen), einer möglichst
universellen Anwendbarkeit, um ein breites Anwendungsspektrum an Einsatzfällen für das
Gesamtspeichersystem zu erschließen sowie eines hohen Wirkungsgrades, um die Speiche-
rungsverluste gering zu halten.

Bei der AC-seitigen Anbindung haben sich die Anpassungsarbeiten auf die entsprechende An-
wendungs- und Netzerfordernisse wie die steuerbare Wirk- und Blindleistungseinspeisung fo-
kussiert. Die Regelungsfunktionen wurden gegenüber den ursprünglichen Funktionalitäten der
PV-Wechselrichter-Plattform noch um die Regelung von Sollwertvorgaben für Wirkleistung und
Blindleistung insbesondere für den 4-Quadrantenbetrieb erweitert.

Hinsichtlich des Betriebs von Batterien der unterschiedlichen, hier relevanten Batterietechnolo-
gien ist bei Batteriewechselrichtern ein größerer DC-Eingangsspannungsbereich im Vergleich
zu PV-Wechselrichtern erforderlich. Da hier DC-seitig statt eines PV-Generators eine Batterie
mit einer annähernd linearen Strom/Spannungs-Kennlinie angeschlossen ist, entfällt die Not-
wendigkeit des MPP-Trackings. Demgegenüber gelten jedoch für Batterien besonders hohe Si-
cherheitsanforderungen, die es zu erfüllen gilt. Insbesondere sind Spannungs- und Stromgren-
zen genau einzuhalten. Das Schaltungskonzept des Batteriewechselrichters ist im Wesent-
lichen identisch zur Schaltung bei einem konventionellen PV-Wechselrichter. Der Leistungs-
luss ist im Unterschied dazu aber bidirektional, weil sowohl Leistung abgegeben als auch
aufgenommen werden kann. Hierfür wurden sowohl die Strom- und Spannungsbereiche der
Leistungsschnittstelle festgelegt, als auch die Verknüpfung des Batteriemanagementsystems
- BMS (insbesondere die Anpassung auf die Redox-Flow Batterietechnologie) mit dem Wech-
selrichters spezifiziert und die dazu notwendigen Anpassungsarbeiten durchgeführt. Bezüg-
lich den Hardwareanpassungen wurde auch der Battery System Controller - BSC konzipiert
und in die Wechselrichterplattform eingebracht. Abbildung 2.7 zeigt den entwickelten Batterie
System Controler – BSC als Entwurf.

Insbesondere wurde der im Batterie-Wechselrichter integrierte Battery System Controller, der
für die lokale Steuerung, Regelung und Überwachung der angebundenen Batterie zuständig
ist, entwickelt und getestet.

Des Weiteren wurden umfangreiche Labortests für den Batteriewechselrichter spezifiziert und
eine hierfür konzipierte Testumgebung aufgebaut. Abbildung 2.8 zeigt den fertigen Prototypen
mit der Umsetzung des Batterie System Controllers BSC (in hellgrau in der Mitte des Bildes
dargestellt) am DC-Anschlussbereich des Batteriewechselrichters.

Weitere Änderungen gegenüber der ursprünglichen PV-Wechselrichterplattform sind in der
Hardware, bespielweise bei der DC-Vorladung, durch Integration des BSC und im Anschluss-
bereich vorgenommen worden. Die dazu notwendigen Tests wurden erfolgreich durchgeführt
und sind damit abgeschlossen. Abbildung 2.9 zeigt die Hardware-Änderungen und Verbes-
serung im Batteriewechselrichter bezüglich der DC-Vorladung, der Integration des BSC und
bezüglich des Anschlussbereichs.

Die Anforderungen an die Funktionen zum Regelungsverhalten und der Betriebsführung wur-
den ausgearbeitet. Dazu wurde eine Liste von Funktionen (Funktionskatalog) zur Anbindung
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Abbildung 2.7.: Battery System Controller Design zur Einbringung in den Batteriewechselrichter.

Abbildung 2.8.: Batteriewechselrichter (Labormuster) mit Batterie System Controller BSC.

an die Batterie sowie zur Anbindung an das EMS (Energiemanagementsystem, auch für das
Verteilnetz über die Leichttechnik) erstellt und in den Umrichter implementiert. Als Konzept
für die Kommunikationsanbindungen des Batteriewechselrichterspeichersystems wurde ein
allgemeines Kommunikationsmodell (siehe folgendes Schema) entworfen.

Für das Kommunikationskonzept wurden die Signale bezüglich der Schnittstellen (zur Leit-
technik und zum Batteriespeicher) festgelegt. Ferner wurden für die Betriebsfunktionen des
Batteriewechselrichters die notwendigen Signale und Funktionen auf Softwarebasis an die An-
forderungen des Systems angepasst.

Der Funktionskatalog zur Beschreibung der Funktionen und Schnittstellen zur Batterie (BMS
zum Wechselrichter und Wechselrichter zum BMSII), sowie die Kommunikation zum EMS (EMS
zum Wechselrichter und Wechselrichter zu EMSI) wurden erstellt und implementiert. Abbil-
dung 2.10 zeigt die notwendigen Informationen und den Austausch zwischen den Komponen-
ten.

Für die Betriebsfunktionen des Batteriewechselrichters wurden die notwendigen Signale und
Funktionen auf Softwarebasis an die Anforderungen des Systems angepasst. Die verschiede-
nen Betriebsmoden, also der Betrieb mit konstanter Spannung, mit konstantem Strom, das
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Abbildung 2.9.: Durchgeführte Hardware-Änderungen und Verbesserungen im Batteriewechselrichte-
richter.

Anlaufverhalten etc. wurden für das Realisierungskonzept definiert. Weitere Funktionen für
spezielle Betriebsweisen (wie zum Beispiel konstante Werte von P, Q und U) wurden ebenfalls
festgelegt.

Die Informationen bezüglich der Funktionen im Betrieb werden vom Netzbetreiber an den Wech-
selrichter über das EMS übermittelt. Alle hierfür erforderlichen Schnittstellen inklusive der ent-
sprechenden Alarm- und Fehlersignale wurden entsprechend implementiert. Darüber hinaus
wurden alle notwendigen Sicherheitssignale – bezogen auf das Gesamtsystem und dessen
Komponenten – mit den Projektpartnern gemeinsam diskutiert und in das aktuelle Gesamt-
sicherheitskonzept eingearbeitet und in den verschiedenen Komponenten der Partner umge-
setzt. Die Anschlüsse des Wechselrichters an die Batterie (EMS/MS und DC/DC Wandler) und
an die Leittechnik wurden damit abgeschlossen. Die Betriebszustände im Batteriewechselrich-
ter wurden festgelegt. Abbildung 2.11 zeigt die Zustände und Übergänge ѨOperating StatesѦ
(Betriebszustände) im Wechselrichter.

Ein detailliertes Sicherheitskonzept wurde bezüglich der ѨEin-Fehler-SicherheitѦ ausgearbeitet.
Dieses Sicherheitskonzept loss in das Design und die Geräteprüfungen (Tests, Verbesserun-
gen und Anpassungen) ein.

Desweiteren wurden das Messkonzept im Batteriewechselrichter für die Pilotanlage und die
erforderliche Messtechnik für die spätere Auswertung festgelegt. Die Erfassung innerhalb des
Wechselrichters und Speicherung von Daten erfolgt mit einer Aulösung von 1 Sekunde. Dies
diente im Wesentlichen der Entwicklungsarbeit und ermöglichte eine detaillierte Fehleranaly-
se im Rahmen der Entwicklungsarbeiten. Das externe Messsystem diente dazu, die Erfassung
von Daten für die spätere Auswertung im Rahmen des Projektes zu ermöglichen. Insbesonde-
re wurden hier die netzrelevanten Daten im Gesamtkontext erfasst. In den nächsten Schritten
wurde dann ein detaillierter Plan zur Signalaufnahme erarbeitet. Für die externe Kommunika-
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Abbildung 2.10.: Kommunikationsschema des Batteriewechselrichtersystems mit Batterie Applikati-
on und der Leittechnik-SCADA.

tion zu Diagnosezwecken wurde eine VPN-Schnittstelle für den Wechselrichter sowie für das
Batteriemanagement als erforderlich eingestuft und hinsichtlich des Dateninhalts spezifiziert.
Ebenso wurden die Anforderungen an die Messtechnik und die zu erfassenden Daten im Detail
spezifiziert.

Die Anforderungen an den Wechselrichter wurden damit abgeglichen, an die aktuelle Entwick-
lung angepasst und die entsprechende Realisierung – also der Aufbau eines ersten Funktions-
musters des neu entwickelten Batteriewechselrichters – durchgeführt.

2.2.3. Geräteprüfungen

Alle Geräteprüfungen wurden anhand des aufgebauten Funktionsmusters durchgeführt. Abbil-
dung 2.12 zeig das Funktionsmuster im Prülabor von SMA. Ein Teil der Tests hat im Projekt-
verlauf im Labor stattgefunden (wie z.B. die Auf- und Entladung der Batterie als grundsätzliche
Funktionstests) während andere Tests im Feldversuch ausgeführt wurden (z.B. Tests, die mit
voller Leistung ausgeführt wurden).

Für die Prüfungen wurde zunächst ein Planungsdokument zur Beschreibung der Tests erstellt.
Dieses beschreibt alle mechanischen und elektrischen Tests, welche der Batteriewechselrich-
ter für eine Nutzung erfüllen muss. Die Durchführung der Prüfungen umfasste insbesonde-
re auch die Implementierung im Testfeld zur Durchführung der Funktionstests. Alle Prüfun-
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Abbildung 2.11.: ѨOperating StatesѦ im SCS. Schematische Beschreibung des Betriebsverhaltens des
Wechselrichters beim sequenziellen Anlauf von Start bis Betrieb.

gen, welche auch als sogenannte ѨTypprüfungenѦ gelten, die nach neuer Rechtslage auch bei
Prototyp-Systemen erfüllt werden müssen, fanden in den Laboren von SMA statt. Anschlie-
ßend erfolgte die Implementierung im Testfeld sowie die Durchführung der Langzeittests.

Die nächsten anstehenden Schritte waren die Prüfung der Software und die kommunikations-
technische Anbindung der Batterie sowie des Energie-Management-Systems. Ein Test zur Prü-
fung von weiteren Systemfunktionen wurde zusammen mit den Partnern Younicos und Gil-
demeister geplant und auch gemeinsam durchgeführt. Die Durchführung der elektromagne-
tischen Verträglichkeit-Tests, Klimakammertests und die Dauertests wurden ebenfalls erfolg-
reich durchgeführt. Die Ergebnisse erfüllen die geforderten Standards.

2.2.4. Anpassarbeiten für die Anbindung der Vanadium-Redox-Flow-Batterie

Zur Anbindung des Wechselrichters an die Redox-Flow-Batterie (von Gildemeister) wurden die
dazu notwendigen Anpassungsarbeiten durchgeführt. Diese Arbeiten umfassten im Wesentli-
chen die Bearbeitung zusätzlicher Anforderungen der Regelungstechnik für die Anbindung der
Batterie mittels DC/DC-Wandlern. Dabei musste insbesondere geprüft werden, ob bei der An-
bindung der DC/DC Wandler, aufgrund von unterschiedlichen Reaktionszeiten sowie Zeitkon-
stanten, Regler-Geschwindigkeiten u.a. der Teilkomponenten, Schwingungen und damit Stö-
rungen im System auftreten können.

Im ersten Schritt wurde hierfür ein Simulations-Modell konzipiert, um die Stabilität des Sys-
tems bzw. der DC/DC-Kopplung zu untersuchen. Darauf aufbauend wurden Voruntersuchun-
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Abbildung 2.12.: Labormuster Batteriewechselrichter zur Durchführung von Tests.

gen durchgeführt und dazu anwendungsspezifische Modellentwürfe erstellt. Daran anschlie-
ßend wurde eine Machbarkeitsuntersuchung basierend auf den technischen Informationen
über die einzelnen DC-Links und deren Kopplung an die 200 kVA (FB 200) Leistungseinheit der
Redox-Flow Batterie durchgeführt. Dazu erfolgte die Entwicklung eines entsprechenden Simu-
lationsmodells und Implementierung in Matlab/Simulink. Hierdurch sollten mögliche Inkom-
patibilitäten durch Schwingungen und Störungen im Vorfeld identifiziert werden. In der Simu-
lation wurden Leistungssprünge von 200 kW (Laden/Entladen) durchgeführt, die der Leistung
von den 80 parallel geschalteten DC-Link-2500 Geräten entsprechen.

Abbildung 2.13 zeigt exemplarisch Simulationsergebnisse der Untersuchungen. Zu erkennen
sind die Spannung (oberer Kurvenverlauf), der Strom (mittlerer Kurvenverlauf) und die Leistung
(unterer Kurvenverlauf) für die 80 DC-Links (in blau) und für die Klemmern des Umrichters (in
Rot). Bei einer Zeitkonstanten von Tau=1ms verhält sich das System stabil. Durch die Simu-
lationen konnte gezeigt werden, dass keine Schwingungen oder andere Störungen auftreten
werden und dass damit ein stabiler Betrieb des Batteriewechselrichters zu erwarten war.
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Abbildung 2.13.: Spannungs-, Strom- und resultierende Leistungsverläufe (obere, mittlere, untere Kur-
ve bei einer Reaktionszeit von 1 ms für die Klemmen am Umrichter (rot) und an den DC-Links zu den
Batterien (blau).

2.2.5. Aufbau des Labortest im SMA Labor in Niestetal

Zur Prüfung der DC-Schnittstelle zwischen dem Batteriesystem und dem Batteriewechsel-
richter wurde für die ersten Leistungstests im Testlabor der SMA Solar Technology AG in
Niestetal ein projektspezifischer Teststand aufgebaut und in Betrieb genommen. Abbildung
2.14 zeigt die dazu zur Verfügung gestellten DC-seitigen Anpasssteller und die Verbindungs-
technik (so genannte DC-Links) des Batterielieferanten Gildemeister (Cellstrom). Somit konn-
ten die batterieseitigen Funktionen unabhängig von der ѨrealenѦ (physikalischen) Anbindung an
die Redox-Flow Batterie schon frühzeitig im Labor überprüft werden. Der Ablauf für die neue
Anlauf- und Abfahr-Funktion (Start/Stop – sog. Autostart-Prozedur – s.u.) wurde für die DC-
Seite im Batterie-Wechselrichter umgesetzt und überprüft.

Die Erfassung der gemessenen Daten ermöglichte auch eine Auswertung der Zuverlässigkeit
der umgesetzten Funktionen. Ein externes Messsystem wurde dazu als beste Herangehens-
weise identifiziert. Abbildung 2.15 zeigt die Messergebnisse eines Leistungssprung von 0 kW
Leerlauf auf 50 kW Laden. Dabei konnte nachgewiesen werden, dass die Kopplung des Wech-
selrichters an die DC-DC Wandler nicht kritisch ist.

Ferner wurde das Kommunikationsnetzwerk zwischen Batteriespeicher, Batteriewechselrich-
ter und SCADA-System implementiert, getestet und optimiert. Die Schnittstellen zwischen der
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Abbildung 2.14.: Überprüfung der erarbeiteten und implementierten Funktionen für das Redox-Flow
Batteriespeichersystem im Testzentrum von SMA.

Abbildung 2.15.: Messergebnisse Leistungssprung von 0 kW Leerlauf auf 50 kW Laden. Die Hardware-
Anbindung an das Batteriesystem wurde durch die Berechnung des Rippels in der Ausgangspannung
und auf Basis der Informationen des Batterieherstellers verifiziert.

SCADA-Schnittstelle im Batteriewechselrichter und der Leittechnik wurden erarbeitet, verbes-
sert und implementiert. Für die Schnittstelle zur Anbindung der Redox-Flow-Batterie an den
Betriebsführungsrechner des Batteriewechselrichters (Battery System Controller – BSC) war
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es notwendig, eine Anlaufprozedur, die sogenannte Autostart-Funktion zu implementieren, die
für den Betrieb der Batterie zwingend benötigt wurde.

Die Autostart-Funktion erlaubt ein unabhängiges Hochfahren von Batterie und Batteriewech-
selrichter. Der Wechselrichter verbindet sich mit der Batterie erst, wenn die Batterie bereits
einen definierten Betriebspunkt erreicht hat, ihren Anfahrvorgang also abgeschlossen hat. Bis
dahin bleibt der DC Zwischenkreis des Wechselrichters von der Batterie getrennt, die Redox-
Flow-Batterie ist vor hohen Stromlüssen in die Zwischenkreiskapazitäten des Wechselrichters
während ihres eigenen Hochfahrvorgangs geschützt. Abbildung 2.16 zeigt die aktuelle Umset-
zung des Ablaufs der Autostart-Funktion.

Einschalten über den Umrichter: Der Umrichter erhält den Startbefehl für das System über die
SCADA-Schnittstelle. Vom Batteriemanagementsystem bekommt der Batteriewechselrichter
den von ihm einzuregelnden DC-Spannungssollwert. Daraufhin initialisiert der Batteriewech-
selrichter zunächst die Vorladung des eigenen Zwischenkreises aus der Netzseite, anschlie-
ßend die Zuschaltung der Netzspannung und nach Abschluss des Hochfahrvorgangs auch
die Zuschaltung der Batteriespannung auf den Zwischenkreis. Die Batterie aktiviert ihre DC/DC-
Steller und signalisiert dem Batteriewechselrichter, dass er den Normalbetrieb (Zustand ѨRunѦ)
aufnehmen kann.

Im Betrieb: Der Batteriewechselrichter setzt die geforderten Funktionen, das sind die frequenz-
abhängige Wirkleistungsregelung P(f) und spannungsabhängige Blindleistungsbereitstellung
Q(U), gemäß implementierter Statiken um oder stellt alternativ die von der Leittechnik (SCADA)
vorgegebenen Sollwerte für Wirkleistung P und Blindleistung Q ein.

Ausschalten über den Batterie-Wechselrichter: Der Umrichter beendet über den BSC den Wech-
selrichterbetrieb.

Abbildung 2.16.: Umsetzung des Ablaufs der Autostart-Funktion im Batteriewechselrichter.
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Als nächster Schritt wurde die Regelungs- und Betriebsführungssoftware spezifiziert und pro-
grammiert. Als Ergebnis wurde eine detaillierte Dokumentation (Funktionskatalog und Betriebs-
modi) erstellt. Zur Prüfung der Funktionen zur Anbindung der Batterie wurde ein Test geplant.
Hierzu wurde durch SMA ein DC-Link-Modul der Firma Cellstrom eingesetzt, um dann in den
Laboren von SMA die implementierte Schnittstelle zu testen und zu optimieren. Anschließend
wurden die Kommunikationsschnittstellen im System getestet und die Funktionsweise verifi-
ziert (Abbildung 2.17 und Abbildung 2.18).

Abbildung 2.17.: Erste einfache Prozedur zum Hochfahren des Batteriesystems.

Abbildung 2.18.: Implementierte Verbesserungen der Autostart-Funktion. Die DC-Links werden über
den Zwischenkreis des Batteriewechselrichters sanft gestartet.

Die weiteren Anpassungsarbeiten haben sich auf den Test und die Prüfung (Funktionstest)
der Batterieanbindung fokussiert. Ein weiterer Test wurde zur Prüfung der Stabilität und des
Verhaltens des Batteriewechselrichters bei schnellen Leistungswechseln durchgeführt. Da-
mit sollte abgeschätzt werden, ob der DC-Zwischenkreis der Batteriewechselrichterkopplung
durch die Regelung der DC-Links gestört werden kann. Da die Regelung der Leistung des DC-
Link durch Variieren der Zwischenkreisspannung des Batteriewechselrichters erfolgt, war dies
von entscheidender Relevanz.
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Abbildung 2.19 zeigt das Lade- und Entladeverhalten im Batteriewechselrichter. Der Übergang
von Entladen (+200 kW) zu Laden (-200 kW) findet innerhalb von weniger als einer Sekunde
statt. Die Leistungsänderung ist durch einen Gradienten auf hier 100 % der Nennleistung pro
Sekunde begrenzt. Trotz der schwankenden DC-Spannung wird die AC-Leistung ohne erkenn-
bares Schwingen eingeregelt.

Abbildung 2.19.: Exemplarisch sind in dem Bild die Wirkleistung auf der AC-Seite (oben), die DC-
Spannung (Mitte) und der DC-Strom (unten) dargestellt. Die DC-Spannung schwankt durch den schnel-
len Leistungswechsel erheblich, was durch die Regelungsgeschwindigkeit der eingesetzten elektroni-
schen DC-Quelle zu erklären ist. Trotz der schwankenden DC-Spannung wird die AC-Leistung ohne er-
kennbares Schwingen eingeregelt.

Die Blindleistungsbereitstellung, womit z.B. durch Vorgaben einer Leitstelle Netzspannungs-
schwankungen kompensiert oder Systemdienstleistungen bereitgestellt werden können, wur-
de ebenfalls getestet. Die Abbildung 2.20 zeigt die Auswirkung verschiedener Blindleistungs-
werte auf die Netzspannung (Nennspannung 325 V). Die Größe der Auswirkung ist maßgeblich
von der Stärke des jeweiligen Netzanschlusspunktes abhängig und wurde hier exemplarisch
im Testzentrum von SMA gezeigt.

Die Kennlinien für die frequenzabhängige Wirkleistungsregelung P(f) und die spannungsab-
hängige Blindleistungsregelung Q(U) wurden von SMA im Batteriewechselrichter parametrier-
bar und ferngesteuert aktivierbar implementiert. Für den Prozess der Aktivierung über die Leit-
technik wurde die Schnittstellenbeschreibung zwischen SMA und dem Projektpartner Youni-
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cos abgestimmt und um zwei für diese Funktionen benötigte Parameter ergänzt. Damit ist es
nun möglich, die Kennlinien im Batteriewechselrichter über einen Remote-Zugang zu parame-
trieren. Die Leittechnik kann sie dann aktiv ein und ausschalten.

Abbildung 2.20.: Blindleistungsbereitstellung: Vorteilhaft ist, dass auch bei batteriebedingter Wirkleis-
tungsbegrenzung auf 200 kW, die gesamte Scheinleistung von 630 kVA des Batteriewechselrichters für
die Kompensation von Schwankungen im Netz genutzt werden kann.

Die spezifische Definition der einzustellenden Werte ist durch die Netzverhältnisse (Belastung,
Impedanzen, Kurzschlussleistung etc.) bestimmt und entsprechend vorzugeben, die Vorgabe
liegt im Verantwortungsbereich des Projektpartners LVN als Netzbetreiber. Für den Feldtest
wurden die Änderungen der Parameter durch SMA auf Anforderung des Netzbetreibers vor-
genommen. Die weiteren geplanten Untersuchungen und notwendigen Tests konzentrierten
sich auf die Kommunikation des Batteriewechselrichtersystems mit der Leittechnik über das
Energy Management System EMS von Younicos sowie die Kommunikation mit der Redox-
Flow-Batterie über das projektspezifische Battery Management System BMS von Younicos.

Zur Kommunikation wurde ein Graphik-User Interface (GUI) als Weboberläche eingerichtet,
das das Monitoring der Anlage und das Speichern von Daten seitens SMA ermöglicht. Abbil-
dung 2.21 zeigt die Übersichtsseite des aktuellen Standes im Batterie-Wechselrichter.

Die Werte für die Steuerung wurden vom Netzbetreiber an den Wechselrichter über das EMS
übermittelt. Alle Schnittstellen inklusive der entsprechenden Alarm- und Fehlersignale wurden
fertiggestellt. Die Arbeiten für den Anschluss des Wechselrichters an die Batterie (EMS/MS
und DC/DC Wandler) und an die Leittechnik wurden damit abgeschlossen.
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Für die externe Kommunikation zu Diagnosezwecken wurde die eingangs definierte VPN-Schnittstelle
für den Wechselrichter und das Batteriemanagement verwendet.

Abbildung 2.21.: GUI-Oberläche zur Monitoring der Anlage im Tussenhausen.

Ebenso wurden im Vorfeld für die spätere Analyse die Anforderungen an die Messtechnik und
die zu erfassenden Daten spezifiziert und umgesetzt. Die Auswertung erfolgt grundsätzlich
basierend auf einer 1-Minuten-Aulösung der Daten. Die Daten wurden vom Partner LEW ge-
speichert und den Partnern für ihre Auswertung und Verifikation zur Verfügung gestellt.

2.2.6. Speziikation des Transformators und der Container-Lösung

Innerhalb dieser Teilaufgabe wurde die Realisierung des projektspezifischen Niederspannungs-
transformators sowie weitere Anpassungen für die Pilotanlage durchgeführt. Das Anforde-
rungsprofil und das Realisierungskonzept des Niederspannungstransformators wurden dann
in Abhängigkeit des ausgewählten Standorts Ѩoutdoor und MischgebieteѦ projektspezifisch
ausgeführt.

Hier waren bezüglich der Transformatornennleistung zwei mögliche Anschlussvariante (250
und 400 kVA) identifiziert worden. Für die finale Installation am Standort, wurden anschlie-
ßend die Berechnungen für die Dimensionierung der Niederspannungstransformatoren (wel-
cher die AC-Geräteausgangsspannung auf die 400 V Netzspannung im Niederspannungsnetz
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transformiert) durchgeführt. Als Lieferant wurde der Transformator-Hersteller Schneider Elek-
trik GmbH ausgewählt.

Des Weiteren wurde als Aufbaukonzept eine Container-Lösung als die am besten geeignete
Möglichkeit ermittelt. Hierbei wird der Wechselrichter und Transformator in einem gemeinsa-
men Container untergebracht. Folgende Aspekte wurden hierbei für die Spezifikation berück-
sichtigt:

• Batteriewechselrichter-Sonderversion für einen Niederspannungstransformatoranschluss
und Installation in einem Mischgebiet (Lärmschutz)

• Spezifikation und Anschluss des Niederspannungstransformators für den Batteriewech-
selrichter sowie des Niederspannungsleistungsschalters

• Spezifikation der Verkabelung und Terminierung mit Anschlussklemmen und die Bereit-
stellung der Kabeldurchführungen

• Niederspannungstransformator als Trockentransformator-Dreiphasentransformator, 2-
Wickler, 700 kVA

Eine für den Einsatz am Mittelspannungsnetz konzipierte SMA Containerstation zur Aufnah-
me des Transformators, der Schaltanlage sowie des Batteriewechselrichters (MVPS) wurde
für die Pilotanlage an den Einsatz im Niederspannungsnetz angepasst. Neben dem projekt-
spezifischen Transformator waren die Erdungsschiene sowie der Lärmschutz auf die spezifi-
schen Anforderungen der Installation anzupassen.

2.2.7. Installation, Inbetriebnahme und erste Betriebserfahrungen

Die abschließenden Schritte waren dann die Inbetriebnahme des Wechselrichters (Abbildung
2.22), der Software und die erfolgreiche kommunikationstechnische, elektrische sowie rege-
lungstechnische Anbindung der Batterie. Für die Inbetriebnahme im Feld wurde das notwen-
dige Abnahme- bzw. Annahmeprotokoll erarbeitet und dann für das gesamte Batteriesystem
des Projektes SmartPowerFlow erfolgreich abgearbeitet.

Bestimmte Schutzeinrichtungen auf der Gleichspannungsseite, z.B. DC-Sicherungen oder ge-
zielte Potenzialverschiebung gegen das Erdpotenzial (ѨSoftgroundingѦ), wie sie für PV-Systeme
verwendet werden, sind in dieser Applikation nicht erforderlich und wurden daher im Batterie-
wechselrichter nicht verbaut. Der Wechselrichter erfüllt die Norm EN 61000-6-4 bezgl. Stör-
aussendung für den Industriebereich. Der Übersichtsplan der DC-Seite wurde für das Projekt
SmartPowerFlow ergänzt. Das Gehäuse des Wechselrichters ist an den Fundamenterder an-
geschlossen. Die elektrischen Potentiale im Leistungspfad sind bei dem Wechselrichter in Tus-
senhausen nicht geerdet. Aus Sicherheitsgründen wird daher eine Isolationsüberwachung ein-
gesetzt, wie sie vergleichbar auch in ungeerdeten PV-Systemen Verwendung findet.

Die Kennlinien für die frequenzabhängige Wirkleistungsregelung P(f) und die spannungsab-
hängige Blindleistungsregelung Q(U) sind im Batteriewechselrichter parametrierbar und fern-
gesteuert aktivierbar implementiert. Dies wurde ebenso wie die direkte Vorgabe von Wirk- und
Blindleistung getestet. Dabei wurden verschiedene Arten der Regelung zur Einspeisung aller
Kombinationen von Wirk- und Blindleistung (vollständiger Vierquadranten-Betrieb) unter rea-
len Bedingungen demonstriert. Im Feld sind die neue Autostart-Funktion sowie das Vollladen
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Abbildung 2.22.: Offizielle Einweihung des Speichersystems in Bayern. Im Vordergrund die umgebaute
SMA-Containerstation ѨMVPS - Medium Voltage Power StationѦ für den Batteriewechselrichter und im
Hintergrund das Redox-Flow-Batteriesystem.

und Entladen der Redox-Flow Batterie mit 200 kW reibungslos in Betrieb genommen worden.
Die Funktion der Blindleistungsbereitstellung konnte ebenfalls vor Ort nachgewiesen werden.
Die Frequenzmessung im Batteriewechselrichter wurde ebenfalls überprüft. Sie wird im Wech-
selrichter auf 4 mHz aufgelöst.

Um die vor Ort installierten physischen Netzwerke für die Datenübertragung zwischen Batte-
rie und Batteriewechselrichter auch Remote nutzen zu können, wurde ein sogenannter VPN-
Tunnel implementiert. Ein Router wurde hier für den externen Zugang nachgerüstet. Damit
konnte der ѨRemote-ServiceѦ nach der Inbetriebnahme für den Batterie-Wechselrichter für die
Betriebszeit gewährleistet werden.

Die gespeicherten Log-Daten im Batterie-Wechselrichter konnten dank des erarbeiteten und
überprüften Kommunikationskonzeptes ohne Probleme aus der Ferne abgerufen werden. Ba-
sierend auf den Messdaten konnte z.B. ein zunächst nicht erklärbares Verhalten aufgeklärt
werden. Beispielweise wurde am 23.09.15 um 10:47 ein ѨStopp SignalѦ an den Batterie-Wechsel-
richter gesendet, welches das Herunterfahren der Leistung des Batterie-Wechselrichters verur-
sacht hat. Der Umrichter hat sich daraufhin ordnungsgemäß von der Batterie getrennt. Hierfür
wurden die Leistungs- und die Spannungswerte an diesem Tag untersucht. Abbildung 2.23
zeigt, wie beim Batterie-Wechselrichter nach dem ѨStopp-SignalѦ die Werte der Wirkleistung
(PwrAt_InvNo1Min) und folglich die Spannungswerte (DCVtg_InvNo1Min) gesunken sind. Um
10:49 wurde das ѨState PQѦ-Signal gesendet. Daraufhin hat der Wechselrichter die Leistung
wieder hochgefahren. Die Aulösung der Log-Daten beträgt eine Sekunde.

An diesem Beispiel konnte die implementierte ѨStopp-SequenzѦ überprüft werden, welche zu-
sammen mit Younicos als ѨStart-Stopp AblaufѦ implementiert worden war.

Der im Projekt entwickelte neue Batteriewechselrichter wurde damit als ein zunächst nur für
die Redox-Flow Batterietechnologien realisiertes Basis-Gerät fertiggestellt und erfolgreich ge-
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testet und qualifiziert. Er steht nun als Grundbaustein für entsprechende weiterführende For-
schungsarbeiten (sowohl Einsatz in wissenschaftlichen Pilotvorhaben wie auch die experimen-
telle Erweiterung um zusätzliche Funktionalitäten) sowie als Ausgangsbasis für die Weiterent-
wicklung zum Serienprodukt für das Projektgeschäft mit seinen projektspezifischen Anpas-
sungen zur Verfügung. Dieses Basis-Gerät wird in Folgeprojekten technisch weiter verbessert,
um zusätzliche Funktionalitäten ergänzt und für den Einsatz mit anderen Batterietechnologien
erweitert werden.

Abbildung 2.23.: Werte im Batterie-Wechselrichter zur Erkennung des ѨStopѦ-SignalѦ: Dabei sind die
Wirkleistung (PwrAt_InvNo1Min) sowie die Spannung (DCVtg_InvNo1Min) dargestellt.
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3. Modellierung des Installationsortes des
Batterieprototyps

In diesem Kapitel wird die Modellierung des Installationsortes des Batterieprototyps beschrie-
ben. In diesem Zusammenhang wird zu Anfang in Kapitel 3.1 die Modellierung des lokalen
Stromnetzes in einer Netzsimulationssoftware (MATPOWER [32]) erläutert. Nachfolgend dazu
wird in Kapitel 3.2 die im Projekt entwickelte und angewendete Methodik zur Erstellung eines
PV-Ausbaupfades für die Modellregion präsentiert.

3.1. Abbildung des Stromnetzes am Installationsort

Der Batterieprototyp ist an die Sammelschiene eines in dem Ort Tussenhausen in Bayrisch-
Schwaben liegenden Niederspannungsnetzes angeschlossen (vgl. Kapitel 2). Für die Model-
lierung des Installationsortes wird der gesamte Mittelspannungsabgang, in dem der Batterie-
prototyp angeschlossen ist, betrachtet. An den MS-Abgang mit einer Gesamtleitungslänge von
20,2 km sind insgesamt 44 Niederspannungsnetze, auch Ortsnetze genannt, angebunden, wo-
bei 12 der Niederspannungsnetze innerhalb von Tussenhausen liegen. Die 12 in Tussenhausen
liegenden Ortsnetze werden detailliert simuliert, wohingegen die Lasten und Erzeugungsanla-
gen der weiteren 32 Niederspannungsnetze je Niederspannungsnetz als eine Last bzw. eine
Erzeugungsanlage aggregiert abgebildet werden. Der betrachtete MS-Abgang ist über einen
110 kV/20 kV Transformator mit dem übergelagerten HS-Netz verbunden. Das Übersetzungs-
verhältnis des HS/MS-Transformators ist so eingestellt, dass eine Spannung von 1,03 p.u. auf
der Mittelspannungssammelschiene im Umspannwerk erreicht wird. Der für die Lastlussbe-
rechnung benötigte Bilanzknoten (englisch Slack) auf der Hochspannungsseite des HS/MS-
Transformators ist so eingestellt, dass die Spannung U und der Phasenwinkel ϕ bekannt sind.

Lasten

In dem Simulationsmodell werden insgesamt 470 Lasten abgebildet. Diese setzen sich aus
441 in Tussenhausen angeschlossenen Lasten sowie 29 in den weiteren 44 Niederspannungs-
netzen angeschlossenen Lasten zusammen. Für die 441 hausanschlussscharf aufgelösten
Lasten in Tussenhausen werden Standardlastprofile des BDEW [33] in Einminutenzeitschrit-
ten verwendet. Die Verteilung der verschiedenen Lastprofile ist folgendermaßen: 264 Haus-
halte mit dem H0 Haushaltsstandardlastprofil, 38 Gewerbebetriebe mit dem allgemeinen Ge-
werbelastprofil G0 sowie 35 Landwirtschaftsbetriebe mit dem allgemeinen Lastprofil für Land-
wirtschaftsbetriebe L0. Zusätzlich werden für 4 Haushalte, in denen Wärmepumpen installiert
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Abbildung 3.1.: Niederspannungsnetzgebiete in Tussenhausen.

sind, Wärmepumpenprofile aus [34] verwendet. Die Lastprofile sind auf einen Jahresenergie-
verbrauch von 1000 kWh normiert. Zur Skalierung aller Lastprofile werden gemessene Jah-
resverbräuche aus dem Jahr 2013 verwendet. Der Jahresstrombedarf des gesamten Ortes
beträgt rund 3,73 GWh.

Für die 29 aggregiert betrachteten Lasten wird ebenfalls das Haushaltsstandardlastprofile H0
verwendet. Zur Dimensionierung der einzelnen Lasten wird ein Gleichzeitigkeitsfaktor verwen-
det, der durch eine Analyse von 17 Mittelspannungsabgängen aus 11 Übertragungsnetzen im
Übertragungsnetzgebiet des Übertragungsnetzbetreibers bestimmt wurde und bei 17 % der
Bemessungsscheinleistung der MS/LS Transformatoren liegt. Dieser Wert ist ähnlich dem in
[3] bestimmten Gleichzeitigkeitsfaktor von 15 % ist.

Alle Lasten werden als PQ-Knoten abgebildet, mit einem fixen cosϕ von 0,97.

Dezentrale Energieerzeugungsanlagen

Die in den betrachteten Mittelspannungsabgang einspeisenden dezentralen Energieerzeu-
gungsanlagen (DEA) setzen sich aus 139 PV-Anlagen mit einer Gesamtleistung von 7,7 MVA, 4
Wasserkraftanlagen mit einer Gesamtleistung von 0,51 MVA sowie einer Biogasanlage mit ei-
ner elektrischen Leistung von 0,35 MVA zusammen. Bei den PV-Anlagen wird analog zu den
Lasten zwischen hausanschlussscharf betrachteten PV-Anlagen in den 12 detailliert simu-
lierten Ortsnetzen sowie aggregiert betrachteten PV-Anlagen in den anderen 44 Niederspan-
nungsnetzen unterschieden. Bei den hausanschlussscharf betrachteten Anlagen handelt es
sich um 119 Anlagen.
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Das verwendete PV-Einspeiseprofil basiert auf minütlichen Messwerten aus den Jahren 2013
und 2014 einer PV-Anlage in einem 10 km von Tussenhausen entfernt liegenden Ort. Die An-
lage hat eine Südausrichtung und eine Nennleistung von 107 kWp. Das Einspeiseprofil wird
auf eine Nennleistung von 1 kWp normiert und zur Skalierung mit der Nennleistung der je-
weiligen PV-Anlage multipliziert. Um verschiedene Ausrichtungen, Verschattung der Anlagen
etc. zu berücksichtigen, wird ein Gleichzeitigkeitsfaktor, wie in [35] definiert, berücksichtigt
und basierend auf Berechnungen aus [16] auf 85 % gesetzt. Zudem wird die Leistung der PV-
Wechselrichter auf 85% der Anlagenleistung festgelegt.

Für die Wasserkraftanlagen wird ein normiertes Einspeiseprofil basierend auf Einspeiseprofilen
mehrerer süddeutscher Wasserkraftanlagen, veröffentlicht auf der EEX Transparency Platform
[36], verwendet. Die Einspeiseleistung des Biogas-BHKW wird auf der Basis des Einspeisepro-
fils einer Biogasanlage in Oberbayern im Zeitraum von 2012 bis 2014 für jeden Zeitschritt mit
voller elektrischer Leistung von 0,35 MVA angenommen.

Transformatoren

Die 12 in Tussenhausen liegenden Ortsnetze sind über MS/LS Transformatoren (20 kV/0,4 kV)
an das Mittelspannungsnetz angeschlossen. Die Bemessungsscheinleistungen der einzelnen
Transformatoren können Tabelle 3.1 entnommen werden. Die von den Transformatoren ver-
sorgten Niederspannungsnetzgebiete sind in Abbildung 3.1 dargestellt.

Tabelle 3.1.: MS/NS-Transformatoren in den 12 detailliert betrachteten Ortsnetzen
Bemessungsscheinleistung der Transformatoren in kVA

T1 T2 T3 T4 T5 T6 T7 T8 T9 T10 T11 T12
1000 160 160 250 160 400 250 160 400 400 400 250

Leitungen

Die Lasten, dezentralen Energieerzeugungsanlagen und Transformatoren sind durch insge-
samt 1210 Leitungen verbunden. Eine Übersicht über die drei häufigsten Leitungstypen und
Längen für das Verteilnetz gibt Tabelle 3.2. Das R/X-Verhältnis der 12 Niederspannungsnetze
in Tussenhausen variiert zwischen 2,3 für das Netz T9 und 5,9 für das Netz T7 (Siehe Abbildung
3.1) mit einem mittleren Wert von 3,5.

Tabelle 3.2.: Häufigste Leitungstypen in der Nieder- und Mittelspannung des betrachteten
Mittelspannungsabgangs

Niederspannung Mittelspannung
Typ NAYY NYY NAYY NA2XS2Y
Durchmesser in mm2 70 95 150 150 185 300
Länge in km 5,6 3,7 5,7 10,1 2,1 4,7
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Abbildung 3.2.: Histogramm der Wirkleistung an der MS-Sammelschiene.

Modellvalidierung

Zur Validierung des Simulationsmodells wird die für ein Jahr in Minutenzeitschritten simulierte
Wirkleistung an der MS-Sammelschiene mit Messwerten aus dem Jahr 2015 verglichen. Die
Häufigkeitsverteilungen der simulierten sowie gemessenen Wirkleistung sind in Abbildung 3.2
dargestellt. Daraus geht hervor, dass die simulierten Werte gut mit den gemessenen Werten
korrelieren, jedoch in der Simulation zeitweise höhere Leistungen an der Sammelschiene und
damit extremere Netzsituationen bestehen.

3.2. Erstellung eines PV-Ausbaupfades für den Installationsort

Zur späteren Bestimmung der Netzaufnahmefähigkeit der betrachteten Ortsnetze muss eine
örtlich aufgelöste Prognose über zukünftig in die Netze einspeisende dezentrale Energieerzeu-
gungsanlagen (DEA) vorgenommen werden. Da PV-Anlagen im Netzgebiet der LVN den mit in
den letzten Jahren stark steigender Tendenz größten Anteil der gesamt installierten Leistung
ausmachen (Siehe Abbildung 1.1) und größere DEA zumeist in die Mittelspannung einspeisen,
wird sich hier auf die Erstellung eines Ausbaupfades für PV-Aufdachanlagen beschränkt. Die-
ser wird basierend auf der Auswertung von Orthofotos sowie Zielen der Bayerischen Staatsre-
gierung zum Anteil EE an der Stromerzeugung erstellt. Es werden frei zugängliche Daten und
Software verwendet, sodass die Methodik auch auf andere Orte angewendet werden kann.
Die einzelnen Schritte werden im Folgenden näher erläutert. Eine detaillierte Beschreibung der
Vorgehensweise sowie aller Eingangsdaten liefert [37].
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(a) (b)

Abbildung 3.3.: Original Orthofoto verschnitten mit Gebäudegrundläche (a) sowie (b) Ergebnis der
Klassifikation [schwarz=verschattet, pink=Dachaufbau, grün=geeignet, rot=ungeeignet].

Identiikation und Isolation infrage kommender Dachlächen

In einem ersten Schritt wird der Status Quo des PV-Ausbaus analysiert. Dazu werden die online
frei verfügbaren, georeferenzierten Daten des Bayerischen Energie Atlas [38] zu bestehenden
PV-Anlagen verwendet. Diese werden mit Liegenschaftskarten, bereitgestellt von der LVN als
PDF-Datei, verschnitten, sodass die bestehenden Anlagen Gebäuden zugeordnet werden kön-
nen. Diese Gebäude werden von der folgenden Pixel basierten Bildanalyse zur Identifikation
geeigneter Dachlächen ausgeschlossen. Die restlichen Gebäude werden als Maske für die
Isolation der infrage kommenden Dächer verwendet. Die Bildanalyse wird damit nur auf Dach-
lächen angewendet und Flächen außerhalb der Gebäude nicht ausgewertet. Für die Bildana-
lyse werden zum einen kostenplichtige Orthofotos der Bayerischen Vermessungsverwaltung
mit einer Aulösung von 0,2 m [39] sowie kostenfreie Google Earth™ Orthofots mit einer Aulö-
sung von 0,4 m ausgewertet. Ein Beispiel eines mit einer Gebäudegrundläche verschnittenen
Orthofots zeigt Abbildung 3.3(a).

Berechnung der geeigneten Dachläche

Zur Identifizierung der für die Installation einer PV-Anlage geeigneten Dachläche für jedes Ge-
bäude wird eine manuelle Klassifikation (auch überwachte Klassifikation genannt) der isolier-
ten Orthofots vorgenommen. Ziel ist es, vier Bereiche zu identifizieren: (1) verschattete Berei-
che, (2) Bereiche mit Dachaufbauten wie Schornsteine, Antennen etc., (3) geeignete Flächen,
(4) aufgrund der Ausrichtung ungeeignete Flächen. Um eine Methodik basierend auf frei zu-
gänglichen Daten und Open-Source-Software zu erhalten, wird für diesen Schritt die Erweite-
rung der halbautomatischen Bildklassifikation des Open-Source-Geografischen-Informations-
systems QGIS [40] genutzt. Das Ergebnis der Klassifikation, beispielhaft dargestellt in Abbil-
dung 3.3(b), wird zu Vektordaten konvertiert und die potenzielle Dachläche dem jeweiligen
Gebäude zugewiesen. Die Ausrichtung des Daches sowie die Neigung werden ebenfalls mit-
tels der Orthofotos ermittelt und dem jeweiligen Dach zugeordnet.
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Berechnung des PV-Jahresertrags und Erstellung des prognostizierten Ausbaupfades

Der Jahresenergieertrag jeder PV-Anlage wird mittels des Open-Source-Python-Tools pvlib-
python [41] über die Größe, Ausrichtung, Neigung und Typ der jeweiligen PV-Anlage sowie
Wetterdaten berechnet. Die verwendeten Wetterdaten stammen aus dem CoastDat2 Daten-
satz des Helmholtz-Zentrum Geesthacht [42]. Jeder PV-Anlage wird basierend auf dem spezi-
fischen Erzeugungspotenzial, sprich dem Verhältnis aus Jahresenergieertrag und installierter
Leistung (in kWh/kWp), ein Ausbaurang zugewiesen, wobei die Anlage mit dem größten spe-
zifischen Erzeugungspotenzial den Ausbaurang eins zugewiesen bekommt usw. Im nächsten
Schritt wird basierend auf Zielen der Bayerischen Staatsregierung jeder PV-Anlage ein Aus-
baujahr zugeordnet. Ziel der Staatsregierung ist es, den Anteil von Strom aus PV-Anlagen von
9,1 % im Jahr 2012 auf 22-25 % im Jahr 2025 zu erhöhen [43]. Die installierte PV-Leistung muss
damit etwa um den Faktor 2,5 steigen. Für Tussenhausen bedeutet dies ein Anstieg der PV-
Leistung von 1828 kWp auf 4579 kWp. Zwischen den Jahren 2012 und 2025 wird ein linearer
PV-Ausbau angenommen.

Ergebnisse

Im Jahr 2012 waren auf 86 von 604 Gebäuden in Tussenhausen PV-Anlagen mit einer Gesamt-
leistung von etwa 1828 kWp installiert. Die Klassifikation der Orthofotos der Bayerischen Ver-
messungsverwaltung sowie von Google Earth™ ergab, dass rund 80 % der restlichen Gebäu-
de für die Installation einer PV-Anlage geeignete Dachlächen mit mehr als 6 m2 aufweisen.
Von den Dachlächen der geeigneten Gebäude eignen sich etwa 40 % für PV-Anlagen. Diese
Flächen sind in Abbildung 3.4(a) dargestellt. Es ergibt sich damit ein technisches PV-Potenzial
von 5112 kWp, mit installierten Leistungen zwischen 1 kWp und 130 kWp. Abbildung 3.4(b) zeigt
das ermittelte spezifische Erzeugungspotenzial der einzelnen Gebäude, über welches die Zu-
ordnung des Ausbaurangs erfolgt. Nach dem prognostizierten Ausbaupfad werden zwischen
2012 und 2025 auf 203 Gebäuden mit dem höchsten spezifischen Ertrag PV-Anlagen instal-
liert (siehe Abbildung 3.5). Für die restlichen 208 geeigneten Gebäude wird eine gleichbleiben-
de Ausbaurate angenommen, sodass bis 2040 auf allen geeigneten Dachlächen PV-Anlagen
installiert sind.
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Abbildung 3.4.: Für die Installation von PV-Anlagen geeignete Dachlächen (a) sowie spezifisches Er-
zeugungspotenzial (b).
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Abbildung 3.5.: PV-Ausbaupfad für die Jahre 2013 bis 2025.
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4. Marktgetriebener Einsatz des
Batterieprototyps

Im folgenden Kapitel wird der marktgetriebene Einsatz des Batterieprototyps analysiert. In die-
sem Kontext werden zunächst potentielle Geschäftsmodelle für Großbatterien identifiziert und
bewertet (Kapitel 4.1). Im Anschluss daran werden die Geschäftsmodelle für den Einsatz des
Batterieprototyps verglichen (Kapitel 4.2).

4.1. Analyse potentieller Geschäftsmodelle für Großbatterien

Prizipiell gibt es zwei Formen, wie mit Großbatterien entlang der Wertschöpfungskette Profite
für dessen Eigentümer oder Betreiber am deutschen Strommarkt erwirtschaftet werden kön-
nen: Erstens, Einnahmen aus dem Speichereinsatz oder zweitens, Kostensenkung oder Ver-
meidung durch den Speichereinsatz [44]. Während Einnahmen an bestehenden Märkten und
durch bilaterale Verträge erreicht werden können, basiert eine Kostenreduzierung oder Ver-
meidung auf individuellen Anwendungsfällen. Die wichtigsten Batterieanwendungen für den
deutschen Strommarkt wurden in Arbeiten von [45, 46, 47, 48] analysiert. Im folgenden Textab-
schnitt werden diese Anwendungen kurz beschrieben und das entsprechende Erlöspotenzial
abgeschätzt. Die Ergebnisse sind in Tabelle 4.1 zusammengefasst.

Markterlöse

1. Spotmärkte:

Da Strom als homogene nur begrenzt speicherbare Ware gehandelt wird, muss dieser
immer zum Zeitpunkt der Erzeugung abgenommen werden. Das führt dazu, dass die
Strompreise eine hohe Volatilität aufzeigen. Darüber hinaus ist die kurzfristige Nachfrage
sehr wenig preis-elastisch [4]. Diese Eigenschaften ermöglichen Arbitrage-Geschäfte am
EPEX-Spotmarkt (Day-Ahead und Intraday-Markt). Am Day-Ahead-Markt werden
stündliche Einzelstundenkontrakte sowie Blockkontrakte (gebündelte Kontrakte, die meh-
rere Stunden eines Tages zusammenfasst) für den Folgetag als statische Auktion ver-
marktet. Der Intraday-Markt beginnt kurz nach dem Day-Ahead-Markt (der Handel für
den nächsten Tag beginnt um 15.30 Uhr und endet 30 Minuten vor der eigentlichen
physischen Lieferung) und ist als fortlaufender Handel organisiert. Arbitrage bedeutet,
dass Elektrizität in Zeiten niedriger Energiepreise (Off-Peak-Preise) erworben wird und
der Strom verkauft wird, wenn die Preise vergleichsweise hoch sind (Spitzenpreise) [49].
Die Attraktivität von Arbitrage ist abhängig von den Preisdifferenzen und wie häufig diese
Preisdifferenzen auftreten. Die jährlichen Preise für den Day-Ahead- und Intraday-Markt
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sind zusammen mit der Einspeisung von PV-Anlagen in die Tennet Regelzone für jede
Stunde des Tages gemittelt in Abblidung 4.1 dargestellt. Zu sehen ist, dass durch die
steigende und sinkende PV-Einspeisung die viertelstündlichen Intra-Day-Preise stark luk-
tuieren. Weniger stark sind die zeitlichen Schwankungen der Stundenpreise ausgebildet.
Insbesondere in der Mittagszeit senkt die Einspeisung von PV-Anlagen den Marktpreis,
der seit 2008 kontinuierlich gesunken ist [50].
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Abbildung 4.1.: Preisstruktur des Day-Ahead- und Intraday-Markts sowie die durchschnittliche Einspei-
sung von PV-Anlagen in die Tennet Regelzone 2013 ([1]).

2. Regelleistungsmärkte:

Für einen stabilen Betrieb des Stromversorgungssystems mit einer Netzfrequenz von
50 Hz ist es erforderlich, dass das Gleichgewicht zwischen Einspeisung und Last jeder-
zeit ausgeglichen ist oder im Falle von Abweichungen in kurzer Zeit ausgeglichen wer-
den kann [51]. Durch das frequenzabhängige Laden oder Entladen von Batterien können
diese am Regelleistungsmarkt teilnehmen [52]. Seit 2001 beschaffen die deutschen ÜNB
ihre Bedürfnisse für unterschiedliche Regelreserven (Primär-, Sekundär- und Tertiärregel-
leistung) auf einem offenen, transparenten und diskriminierungsfreien Markt. Die wich-
tigsten Unterschiede zwischen den drei Regelleistungsformen sind die Ausschreibungs-
zeit, die Produktzeitscheibe, die Zuschlagskriterien und die Vergütung. Darüber hinaus
wird positive und negative SRL beziehungsweise TRL getrennt vermarktet, während bei
der PRL die Leistungserhöhung und -abnahme durch ein einziges Angebot gewährleistet
sein muss. Um die verschiedenen Regelleistungen anbieten zu können, ist es möglich
verschiedene technische Geräte in einem Pool zusammenzuschließen.
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Einnahmen auf der Grundlage bilateraler Verträge

1. Spannungshaltung:

Um einen stabilen Netzbetrieb zu gewährleisten, muss die Spannung in bestimmten Be-
reichen gehalten werden. Die statische Spannungshaltung kann unter anderem durch
Blindleistungsregelung erfolgen [53]. Die in Batteriesystemen nötigen Wechselrichter sind
prinzipiell in der Lage diese Blindleistungsregelung zu übernehmen [7]. Eine Kompensati-
on von Blindleistung wird zur Zeit ausschließlich in der Hoch- und Höchstspannungsebe-
ne durch den jeweiligen Übertragungsnetzbetreiber vergütet. Auf der Verteilnetzebene
sind die Anforderungen der Blindleistungsregelung an einen Teil von technischen Richt-
linien und Anschlussbedingungen der jeweiligen Verteilnetzbetreiber gekoppelt. Eine fi-
nanzielle Entschädigung ist zur Zeit nicht vorgesehen [54].

2. Systemwiederherstellung:

In Deutschland ist jeder der vier Übertragungsnetzbetreiber zusammen mit den Verteil-
netzbetreibern verplichtet, neben einem Konzept zur Wiederherstellung der Stromver-
sorgung in ihrer Regelzone auch eine ausreichende Kapazität von schwarzstartfähigen
Kraftwerken bereitzustellen. Die Schwarzstartfähigkeit wird nicht explizit in dem Trans-
mission Code definiert. Die Anforderungen an die Art, den Umfang und die Vergütung
werden bilateral ausgehandelt. Großbatterien können dabei bei der Synchronisierung ein-
zelner Netzgebiete, als auch als schwarzstartfähige Kraftwerke eingesetzt werden [47].

3. Redispatch:

Der Ausbau der Übertragungskapazitäten des Übertragungsnetzes in Deutschland hält
nicht Schritt mit dem Ausbau der Erzeugungsleistung von Erneuerbaren Energieanlagen.
Um die Versorgungssicherheit zu gewährleisten, werden vom Übertragungsnetzbetrei-
ber mit Hilfe der Verteilnetzbetreiber Redispatch Maßnahmen getroffen, die die Einspei-
sung bestimmter Erzeugungs- und Speicheranlagen anpassen [55]. Ein transparenter
Markt für redispatch existiert zur Zeit nicht. Die Kraftwerke für das Redispatching werden
aufgrund ihres Standorts im Netz, der Kraftswerksart und Größe ausgewählt. In Deutsch-
land wird ein kostenbasierter Redispatch angewendet. Die Kosten setzen sich bei zusätz-
licher Stromerzeugung aus einem Kraftwerk aus der Erstattung der Brennstoffkosten
und den Anfahrtskosten der Anlage zusammen. Wenn ein Kraftwerk gedrosselt wird, so
muss der verantwortliche Übertragungsnetzbetreiber dem betroffenen Kraftwerksbetrei-
ber die Kosten zum Ausgleich seines Bilanzkreises erstatten [56].

Kostenreduzierung oder Vermeidung

1. Unterbrechungsfreie Stromversorgung (USV):

Längere Stromausfälle (>3 min) sind in Deutschland relativ selten. Spannungseinbrüche
unter 1 min sowie kurze Unterbrechungen (<3 min) treten hingegen 10 bis 100 mal pro
Jahr auf [56]. So können als USV-System Batteriesysteme eventuell in Kombination mit
einem Dieselgenerator, abhängig von den spezifischen Ausfallzeiten und Anspruch an
Spannungsqualität (z.B. harmonische) eingesetzt werden [48].
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2. Bilanzkreismanagement (BKM):

Mit der Liberalisierung der Strommärkte in Europa und in Deutschland wurde das Bi-
lanzkreissystem etabliert. Dementsprechend muss jeder Hersteller oder Verbraucher ei-
ner Bilanzgruppe angehören und alle Bilanzgruppen müssen jede Viertelstunde ausge-
glichen sein. Die deutschen ÜNB sind verplichtet, bei Abweichungen der Bilanzen diese
mit Ausgleichsenergie auszugleichen. Die Kosten der dafür in der Regelzone eventuell
abgerufenen Regelenergie werden in jeder Viertelstunde auf die Ausgleichsenergiemen-
ge aller Bilanzkreise umgelegt. Dieser viertelstündlich ermittelte symmetrische Preis ist
unabhängig vom Spotmarkt und wird Regelzonen übergreifender einheitlicher Bilanzaus-
gleichsenergiepreis (reBAP) genannt. [57]. Großbatterien können im Bilanzkreismanage-
ment eingesetzt werden um die benötigte Ausgleichsenergie zu reduzieren und damit
Kosten zu sparen.

3. Energiekostenmanagement (EKM):

Seit 2010 sind gemäß § 40 (5) EnWG Energieversorger verplichtet, lastvariable und ta-
gesabhängige Tarife anzubieten. Die Tarifstruktur und Preisunterschiede hängen vor al-
lem von den jeweiligen Lieferanten und dem individuellen Strombedarf ab. Ähnlich wie
bei Arbitrage an Strombörsen, wird beim Energiekostenmanagement der Speicher gela-
den wenn der Energiepreis niedrig ist, und entladen um den Eigenverbrauch zu erhöhen,
wenn der Preis hoch ist. In diesem Fall sind nicht die Großhandelspreise, sondern einzel-
ne Endkundentarife relevant. So können Batteriesysteme eingesetzt werden, um hohe
Strombezugskosten während Spitzenlaststunden von privaten, gewerblichen und indus-
triellen Verbrauchern zu reduzieren [58].

4. Blindleistungsmanagement (BM):

Erzeuger und Netzbetreiber sind dazu verplichtet, den Scheinleistungsbedarf der End-
verbraucher zu decken. Übliche Verträge die in der Industrie bestehen, erlauben, dass
50% der Wirkleistung kostenfrei als Blindleistung bezogen werden können (cosϕ von
0.89) [59]. Bei einem höheren Bedarf an Blindleistung ist eine zusätzliche Gebühr oder
eine Kompensationsanlage fällig. Dieser (meist induktive) Blindleistungsbedarf kann un-
ter anderem durch den Wechselrichter des Batteriesystems abgedeckt werden.

5. Demand Side Management (DSM):

Da in Haushalten Standardlastprofile angewendet werden und lediglich der jährliche En-
ergieverbrauch gemessen wird, werden zur Zeit in diesem Segment keine Stromtarife mit
verschiedenen Preisen oder Leistungsbegrenzungen angeboten. Dies kann sich mögli-
cherweise mit dem Roll-out von Smart Metern verändern. In der Industrie hingegen setzt
sich der Strompreis typischerweise aus einem Leistungs- und einem Arbeitspreis zusam-
men [45]. Batteriesysteme können eingesetzt werden, damit ein Drosseln der Last sich
nicht negativ auf den Produktionsprozess auswirkt.

6. Eigenverbrauchsmaximierung (EVM):

Endverbraucher mit eigenen Erzeugungsanlagen, zum Beispiel PV-Anlagen, können durch
ein Batteriespeichersystem den Eigenverbrauch erhöhen. Mit der zunehmenden Diffe-
renz zwischen Erzeugungskosten und Strompreis werden Batteriespeichersysteme im-
mer attraktiver für den Endverbraucher. So sind zum Beispiel die PV-Gestehungskosten
und Einspeisevergütungen gesunken und liegen deutlich unter Kaufpreise für Strom aus
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dem Netz [45]. Nichtsdestotrotz wird der eigenverbrauchte Strom seit dem EEG aus
dem Jahr 2014 aus Anlagen über 10 kW Anlagenleistung oder 10.000 kWh/a Energieein-
speisung besteuert. Zusammenfassend kann festgehalten werden, dass die Attraktivität
dieses Geschäftsmodells hochgradig von der Höhe der Besteuerung auf den eigenver-
brauchten Strom abhängt.

7. Netzentlastung:

Aufgrund der steigenden Energienachfrage, einer Entkopplung der Last- und Erzeugungs-
regionen und des volatilen Charakters der meisten Erneuerbaren Energieanlagen sind
zukünftige Investitionen in Netzausbau unerlässlich [5]. Großbatterien können zukünfti-
gen Netzausbau verhindern oder verzögern, indem sie Spannungsprobleme lösen und
thermische Überlastungen von Betriebsmitteln verhindern. Trotzdem ist der Einsatz von
Batteriesystemen mit dem einzigen Ziel Netzausbau zu verhindern in der Regel kosten-
intensiver als der traditionelle Netzausbau und wird zur Zeit in der Anreizregulierungsver-
ordnung ARgeV nur unzureichend berücksichtigt.

Basierend auf einer Analyse des deutschen Marktes mit Daten aus dem Jahr 2013 können
die potenziellen Erlöse nach dem Marktpotenzial gruppiert werden. Die Zusammenfassung
der Marktanalyse für die oben beschriebenen Applikationen sind in Tabelle 4.1 aufgelistet. Das
Marktpotenzial besteht aus drei Kernaspekten: mögliche Einnahmen, die Anwendbarkeit auf
Batteriesysteme und einen günstigen rechtlichen Rahmen. Ein geringes Potenzial für Großbat-
terien wird in Netzentlastung, Spannungshaltung und Systemwiederherstellung gesehen, wäh-
rend für Redispatch, Demand Side Management und Blindleistungsmanagement ein mittleres
Marktpotenzial identifiziert werden konnte. Die höchsten Erlöspotenziale für markt-basierte
Anwendungen liegen im Primärregelleistungsmarkt und das höchste Kostensenkungspoten-
zial liegt in der Eigenverbrauchsmaximierung, vor allem für Haushalte mit Photovoltaikanlagen.
Die aktuelle und weltweite Datenbank für Batteriesystemprojekte des Energieministeriums der
USA [11], sowie die Arbeiten von Malhotra et al. [60] bestätigen dieses Ergebnis. Da in dieser
Arbeit Großbatterien im Fokus stehen, wird in Abschnitt 4.1.1 vor allem der Einsatz am Primär-
regelmarkt und die Optimierung der Betriebsstrategie untersucht. Ergänzend zu der Untersuch-
tung der einzelnen Geschäftsmodelle werden in Abschnitt 4.1.2 verschiedene Kombinationen
aus Geschäftsmodellen untersucht, mit dem Ziel, den potenziellen Profit durch eine optimale
Kombination gegenüber einem einzelnen Geschäftsmodell zu steigern.

4.1.1. Einsatz von Großbatterien am Primärregelleistungsmarkt

Aufgrund der Tatsache, dass es im elektrischen Energiesystem heutzutage nur sehr begrenzte
Möglichkeiten zur Stromspeicherung gibt, muss Stromerzeugung und -verbrauch permanent
im Gleichgewicht gehalten werden. Ein Indikator für Abweichungen in dieser Balance ist die
Systemfrequenz, da sie ein Maß für die Drehgeschwindigkeit der mit dem Netz synchronisier-
ten Generatoren ist. Ein Anstieg der Last verringert die Drehzahl der Generatoren und senkt
somit die Systemfrequenz. Eine Verringerung der Nachfrage hingegen führt zu einer Erhöhung
der Systemfrequenz.

Da Frequenzabweichungen nicht nur elektronische Geräte, welche an das Stromnetz ange-
schlossen sind, beschädigen können, sondern u.U. auch die Stabilität des gesamten elektri-
schen Netzes gefährden können, sind die deutschen Übertragungsnetzbetreiber (ÜNB) ge-
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setzlich verplichtet die Systemfrequenz in fest vorgegebenen Grenzen zu halten (50 Hz±1%)
[81, 82].

Zur Einhaltung dieser Vorgaben muss ein gewisses Maß an Wirkleistungsreserve (Regelleis-
tung) vorgehalten werden, um diese Ungleichgewichte zwischen Nachfrage und Erzeugung
auszubalancieren (dies können Ungleichgewichte zwischen momentanem Stromver-
brauch und Erzeugung, aber auch größere Störungen im Netzbetrieb sein). [83]

Das ѦOperational Handbookѧ des ENTSOE (European Network of Transmission System Ope-
rators for Electricity), welches die allgemeinen Regeln und technische Empfehlungen in Bezug
auf Regelleistung beinhaltet, definiert drei verschiedene Regelleistungsarten: Primärregelleis-
tung, Sekundärregelleistung und Tertiärregelleistung [84, 85]. Entsprechend dem Grid Code der
deutschen ÜNB gelten diese Regelenergiearten auch in Deutschland [84].

Die Primärregelleistung (PRL) wird nach einer Frequenzabweichung automatisch innerhalb we-
niger Sekunden entsprechend der in Abbildung 4.2 dargestellten Kurve aktiviert. Die PRL hat
zum Ziel Verbrauch und Erzeugung im Stromsystem auszugleichen, so dass die Systemfre-
quenz stabilisiert. Die Hauptziele der Sekundärregelleistung (SRL) sind die Wiederherstellung
der Nennfrequenz, die Ablösung der Primärregelleistung sowie die Wiederherstellung der Wirk-
leistungslüsse zwischen den Regelzonen auf ihre Sollwerte. Die Tertiärregelleistung (TRL) zielt
darauf ab die Sekundärregelleistung zu ersetzen, eventuelle Netzengpässe zu beheben sowie
die Frequenz auf ihren Sollwert zurückzuführen, falls die Sekundärregelleistung nicht ausreicht.
[12]

Abbildung 4.2.: Verhältnis zwischen Frequenzabweichung und Primärregelleistung.

In Abbildung 4.3 sind das Zusammenspiel sowie die Start- und Bereitstellungszeiten für die
drei Regelleistungsarten nach den Richtlinien des Deutschen Grid Codes dargestellt [12].

In Deutschland werden Großbatterien fast ausschließlich im PRL-Bereich eingesetzt. Hierfür
gibt sowohl technische als auch wirtschaftliche Gründe. Aus technischer Sicht erfüllen Bat-
terien optimal die betrieblichen Anforderungen zur PRL-Bereitstellung, da sie in der Lage sind
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Abbildung 4.3.: Start- und Einsatzzeiten der Primär- (PRL), Sekundär- (SRL) und Tertiärregelleistung
(TRL).

eine vorgegebene Leistung sehr präzise, innerhalb eines Zeitraums von weniger als einer Se-
kunde, mit einer sehr hohen Zuverlässigkeit zu liefern bzw. aufzunehmen [86, 87]. Und obwohl
Großbatterien in der Regel eine sehr begrenzte Speicherkapazität im Vergleich zu anderen Spei-
chertechnologien aufweisen, wie z.B. Pumpspeicherkraftwerken [53], ist diese Speicherkapa-
zität völlig ausreichend (vorrausgesetzt es wird sichergestellt, dass der Ladestand der Batterie
(CL eng. charge level) zu jedem Betriebszeitpunkt auf einem optimalen Niveau gehalten wird
(siehe unten)) um die Zeit zu überbrücken, bis die Primärregelleistung von der Sekundärre-
gelleistung abgelöst wird (siehe Abbildung 4.3) [88]. Die Notwendigkeit einer relativ geringen
Speicherkapazität hat natürlich auch den Vorteil, dass hierdurch die Investitionskosten sinken,
was wiederum einen positiven Effekt auf die Wirtschaftlichkeit des Batteriesystems hat.

Aus wirtschaftlicher Sicht gibt es jedoch noch weitere Punkte, die die Bereitstellung von PRL zu
einem attraktiven Geschäftsmodell für Großbatterien heutzutage macht [89]. Ein wesentlicher
Faktor hierbei ist, dass es für das Anbieten von Primärregelleistung bereits einen existierenden
Markt mit klar definierten Regeln gibt. Dadurch sind einerseits die zu erzielenden Einnahmen im
Vergleich zu anderen Geschäftsmodellen relativ gut prognostizierbar und auf der anderen Seite
reduziert sich hierdurch das Risiko für zukünftige Ertragserwartungen. Die theoretischen Erlöse
der PRL-Marktteilnahme bestimmen sich nach den erzielten Preisen im Markt. Die historischen
PRL-Preise schwanken im Jahresverlauf erheblich, die jährlichen Durchschnittswerte der wö-
chentlichen Gebote sind jedoch in den vergangenen drei Jahren leicht gestiegen [57]. Im Jahr
2015 lag der Jahresdurchschnittspreis der wöchentlichen Auktionen bei etwa 3.500 EUR/MW.
Mit Einnahmen in dieser Größenordnung ist laut [89, 88] zu erwarten, dass sich PRL-Projekte
mit Großbatterien schon in naher Zukunft finanziell lohnen könnten. In einem Interview mit
dem Chefredakteur der Plattform ѦEnergie und Technikѧ vom 19.02.2013 geht Prof. Dirk Uwe
Sauer (Professor an der RWTH Aachen für elektrochemische Energiewandlung und Speicher-
systematik) sogar bei einer mittleren wöchentlichen PRL-Vergütung von 2.500 EUR/MW von
einem lukrativen Geschäftsmodell aus.

Die aufgeführten technischen und wirtschaftlichen Gründe haben in den letzten Jahren zu einer
Zunahme an PRL-Projekten mit Großbatterien in Deutschland geführt. Eine Übersicht solcher
Projekte ist in Tabelle 4.2 zu finden. Die erste PRL-Batterie, welche im gesamten europäischen
Stromnetz in Betrieb genommen wurde, war die NaS-Batterie des aufgeführten Younicos &
Vattenfall Projektes. Diese Batterie wurde im Jahr 2012 in das deutsche Netz integriert. Wie
der Tabelle entnommen werden kann, ist seit diesem Zeitpunkt die installierte Leistung der
Batteriesysteme stetig angestiegen. Darüber hinaus ist zu sehen, dass in fast allen Projekten
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die Li-Io-Technologie zum Einsatz kommt. Einer der Hauptgründe hierfür ist, dass die Investi-
tionskosten für diese Speichertechnologie in den letzten Jahren stark rückläufig waren [88, 8].
Weiterhin weisen Li-Io-Batterien mit die höchsten Wirkungsgrade, eine sehr hohe Energiedich-
te, eine hohe Lebensdauer sowie ein sehr günstiges Energie-Leistungs-Verhältnis für die Be-
reitstellung von PRL im Vergleich zu anderen Batterietypen auf [90, 91]. Dies bedeutet, dass
eine hohe installierte Leistung nicht zu einer unnötig hohen Speicherkapazität führt. Nichts-
destotrotz wird auch die Vanadium-Redox-Flow-Technologie für PRL-Batterieanwendungen in
der Literatur diskutiert [92]. Derselbe Autor hebt weiterhin hervor, dass Batterien aufgrund ihrer
kurzen Reaktionszeiten sowie der Überlastfähigkeit einiger Systeme einen Vorteil gegenüber
konventionellen Anlagen aufweisen.

Von dem Fakt, dass mehr und mehr private Unternehmen PRL-Batterieprojekte ohne die Inan-
spruchnahme öffentlicher Zuschüsse planen, lässt sich ableiten, dass dieses Geschäftsmodell
nicht nur aus finazieller Sicht vielversprechend scheint sondern auch aus technischer Sicht
ausgereift ist. Zur Zeit ist das Präqualifikationsverfahren, welches jede Anlage vor dem Eintritt
in den PRL-Markt durchlaufen muss, für Batterien noch eine wesentliche Hürde. Denn wie in
der aufgeführten Tabelle zu sehen ist, wurden eine Vielzahl der bereits inbetrieb genommenen
Anlagen noch nicht präqualifiziert.

Ob die Anzahl an PRL-Großbatterieprojekten in Zukunft weiter ansteigt, hängt im Wesentlichen
von der weiteren Preisentwicklung von Batterien sowie der zukünftigen Entwicklung der Ver-
gütung am PRL-Markt ab. Da die Nachfrage nach Batterien in den letzten Jahren stetig zu-
genommen hat, wird im Allgemeinen davon ausgegangen, dass die Batteriepreise mittel- bis
langfristig fallen werden [87, 6, 94, 95]. Die künftige Entwicklung der PRL-Vergütung ist aus heu-
tiger Sicht schwer prognostizierbar, da sie von einer Vielzahl an Faktoren abhängt, die kaum
vorhersehbar sind. Dies sind zum Beispiel die Anzahl an Teilnehmern am PRL-Markt sowie
die zukünftige Nachfrage nach Primärregelleistung. In [96] und [97] wird davon ausgegangen,
dass die zukünftige Nachfrage nach Primärregelleistung aufgrund einer erwarteten Zunahme
an luktuierenderen Energieerzeugern am Netz, deren Stromerzeugung nur bedingt vorherge-
sagt werden kann, steigen wird. In [89] und [98] wird auf der anderen Seite angenommen, dass
die Nachfrage nach Primärregelleistung auch in Zukunft mehr oder weniger gleich bleiben wird.
Dies wird durch die Tatsache begründet, dass der gesamte PRL-Bedarf in Europa auf Grundla-
ge der Annahme berechnet wird, dass die zwei größten Kraftwerke innerhalb des europäischen
Netzes zeitgleich ausfallen. Die Autoren gehen nicht davon aus, dass sich dies in Zukunft we-
sentlich verändern wird. Aufgrund der gennanten Unsicherheiten bei der Vorhersage der PRL-
Preisentwicklung ist eine Prognose in diesem Bereich kaum möglich. Dies ist der Grund dafür
weshalb sich die Expertenmeinungen in diesem Punkt stark unterscheiden [87, 98, 57].

Ein weiterer wichtiger Faktor, welcher einen großen Einluss auf die Entwicklung der Anzahl
an Großbatterien am deutschen Stromnetz haben kann, sind zukünftige Anpassungen an den
Teilnahmebedingungen für den Entritt in den PRL-Markt. Der Grund dafür ist, dass auf deren
Grundlage nicht nur beschlossen wird, welche Teilnehmer sich an dem Markt beteiligen dür-
fen und welche nicht, sondern sie setzen auch den operativen Rahmen für den Anlagenbetrieb.
Dies kann wiederum einen großen Einluss auf die Wirtschaftlichkeit von PRL-Projekten haben.
Zum Beispiel hat eine Erhöhung der geforderten Speicherkapazität von Batterien, wie sie der-
zeit diskutiert wird [87, 99], einen negativen Einluss auf die Wirtschaftlichkeit dieser Projekte.

Die Richtlinien für die Teilnahme am PRL-Markt werden von den ÜNB definiert, da diese recht-
lich dazu verplichtet sind einen sicheren zu zuverlässigen Netzbetrieb zu gewährleisten [81].
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Die wichtigsten Vorgaben für die Bereitstellung von PRL, welche aktuell von den Anlagenbe-
treibern eingehalten werden müssen, sind in Tabelle 4.3 zusammengefasst. Zudem müssen
sich potentielle Anbieter von Regelleistung, wie bereits erwähnt, an einem Präqualifikations-
verfahren beteiligen, bei dem sie den Nachweis erbringen, dass sie die zur Gewährleistung der
Versorgungssicherheit erforderlichen Anforderungen für die Erbringung von Regelleistung er-
füllen [12].

Tabelle 4.3.: Vorgaben für die Bereitstellung von Primärregelleistung [12, 13, 14].
Mindestanlagengröße ±1 MW
Geforderte zeitliche Verfügbarkeit 100 %
Max. zulässige Messungenauigkeit ±10 mHz
Frequenzabweichung mit vollständiger Aktivierung ±200 mHz
Maximal zulässige Aktivierungszeit 30 s
Ausschreibungszeitraum 1 Woche

Wie in Tabelle 4.3 zu sehen ist, muss Primärregelleistung für einen Zeitraum von einer Woche
mit einer Verfügbarkeit von hundert Prozent zur Verfügung gestellt werden. Für Batteriespei-
cher würde dies bedeuten, dass sie theoretisch für den Fall dimensioniert werden müssten,
dass die volle angebotene Leistung kontinuierlich während einer ganzen Woche abgerufen
wird. Eine Auslegung der Speicher für dieses unrealistische worst-case-Szenario würde jedoch
jegliche Batterieprojekte unwirtschaftlich machen. Aus diesem Grund haben die deutschen
ÜNB ѦFreiheitsgradeѧ definiert, welche es Batteriebetreibern ermöglichen den Ladestand der
Speichersysteme während des Betriebes anzupassen [100]. Hierdurch reduziert sich die erfor-
derliche Speicherkapazität für die PRL-Bereitstellung, da der Ladestand stets auf einem Niveau
gehalten werden kann, welcher sicherstellt, dass die Batterie in der Lage ist die gewünschte
Regelleistung zur Verfügung zu stellen bis die Primärregelleistung durch die Sekundärregel-
leistung abgelöst wird (siehe Abbildung 4.3). Für diesen Fall reicht ein Leistung-zu-Energie-
Verhältnis von eins (z.B. 1 MWh/MW) völlig aus, zumal bei der Bereitstellung von Primärre-
gelenergie statistisch gesehen in etwa 90% der Zeit lediglich 20% der vermarkteten Leistung
abgerufen wird [88, 8].

Nach [86] und [8] liegt der optimale Ladestand für PRL-Batterien bei etwa fünfzig Prozent. Der
Grund hierfür ist, dass die Netzfrequenz im allgemeinen mehr oder weniger normalverteilt um
den Sollwert von 50 Hz schwankt [45]. Daher muss über die Zeit ungefähr die gleiche Men-
ge an positiver (entladen) und negativer (laden) Regelleistung erbracht werden. Aufgrund von
Speichersystemverlusten neigt der Ladestand jedoch auf lange Sicht dazu zu fallen. Daher ist
es sinnvoll, den Ladestand leicht über fünfzig Prozent zu halten [86]. Insgesamt haben die ÜNB
sechs Freiheitsgrade für Ladestandsanpassungen definiert. Diese sind in [100] zu finden. Der
wesentliche Unterschied zwischenden Freiheitsgraden besteht darin, dass die Anwendung ei-
niger zusätzliche Kosten für die Batteriebetreiber generieren und andere nicht. Freiheitsgrade,
welche keine Kosten erzeugen, können natürlich so oft angewendet werden wie erforderlich.
Diejenigen, welche Kosten zur Folge haben, sollten auf der anderen Seite nur angewendet wer-
den, wenn es unbedingt erforderlich ist.

Ein Freiheitsgrad, welcher beispielsweise keine Kosten erzeugt, ist die Ѧoptionale Übererfül-
lungѧ. Dieser ermöglicht es dem Batteriebetreiber 20% mehr Regelleistung bereitzustellen als
theoretisch erforderlich wäre, wenn es der Ladestandsanpassung dient (siehe hierzu Abbil-
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dung 4.4).

Abbildung 4.4.: Freiheitsgrad Ѧoptionale Übererfüllungѧ.

Ein Freiheitsgrad, welcher Kosten erzeugt, wenn er angewendet wird, ist die Möglichkeit die
Batterie anhand von Fahrplangeschäften zu laden bzw. zu entladen. In diesem Fall kann der
Ladestand durch den Kauf oder Verkauf von Energie auf dem Energiemarkt (Börsen- oder OTC-
Geschäfte) optimiert werden. Dabei muss natürlich sichergestellt werden, dass die Leistung
aus dem Batteriespeicher minus der bezogenen Leistung von anderen Einheiten stets der ge-
forderten Regelleistung entspricht. Ein beispielhaftes Verhalten für ein Fahrplangeschäft ist
in Abbildung 4.5 und Abbildung 4.6 zu sehen. In diesem Fall befindet sich der Ladestand der
Batterie um 8:00 Uhr in der unteren Hälfte. Da sich die Batterie aufgrund von Unterfrequenz
von diesem Zeitpunkt an weiter entlädt, wird zwischen 9:00 und 9:15 Uhr ein Fahrplangeschäft
getätigt. Wie den Abbildungen entnommen werden kann, stabilisiert die Maßnahme den Lade-
stand der Batterie und verhindert somit, dass dieser in einen kritischen Bereich gerät. Grund
hierfür ist, dass die Batterie in dem genannten Zeitfenster beladen statt entladen wird.

Zusätzlich zu dem oben diskutierten Dokument ѦEckpunkte und Freiheitsgrade bei Erbringung
von Primärregelleistungѧ, welches am 03.04.2014 von den ÜNB publiziert wurde, haben die-
se am 29.09.2015 das Dokument ѦAnforderungen an die Speicherkapazität bei Batterien für
die Primärregelleistungѧ in [99] veröffentlicht. [99] enthält die Anforderung an stand-alone Bat-
terien, fortwährend Kapazität für 30 Minuten vollen PRL-Abruf vorzuhalten. Daraus wird ab-
hängig vom Verhältnis der nutzbaren Kapazität des Speichers zur präqualifizierten Leistung
rechnerisch ein symmetrischer Ladestandsbereich als zulässig abgeleitet (vgl. Abbildung 4.7
(a)). Da ein Batterieladestand von konstant 50% im Betrieb unrealistisch ist, ist das Verhältnis
von nutzbarer Kapazität zu präqualifizierter Leistung zwingend größer als eins. Mit zunehmen-
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Abbildung 4.5.: Freiheitsgrad ѦFahrplangeschäftѧ.

Abbildung 4.6.: Ladestandsentwicklung beim Freiheitsgrad ѦFahrplangeschäftѧ.

der vorgehaltener Kapazität vergrößert sich folglich der zulässige Arbeitsbereich, aber auch
die Investitionskosten, nicht jedoch die vermarktbare Leistung (PQ-Leistung in Abbildung 4.7).

Es wird derzeit allerdings argumentiert, dass für alle Anlagen die gleichen Eintrittsbedingungen
in den PRL-Markt gelten müssen und von daher entsprechend der Angaben in [101] auch für
stand-alone Batterien nur das schwächere 15-Minuten-Kriterium anderer technischer Einhei-
ten gültig sein muss (vgl. Abbildung 4.7(b)). Dadurch sinken die Anforderungen an die System-
auslegung entsprechend. Zudem befindet sich eine EU-Guideline derzeit im Komitologieverfah-
ren [102], welche die ÜNB des Netzsynchronverbundes zu einer Revision der Kapazitätsanfor-
derungen auf Basis einer Kosten-Nutzen-Analyse veranlasst1. Laut [99] wird ggf. jedoch auch
eine von den formulierten Anforderungen abweichende Nachladestrategie akzeptiert, welche
das Erreichen kritischer Ladezustände verhindert.

Eine endgültige Formulierung von Kapazitätsanforderungen und daraus abgeleitet eindeutige
Definition eines Verfügbarkeitsnachweises bleibt somit unklar. Aus Investorensicht stellt dies
eine erhebliche Unsicherheit dar.

Bezüglich der für den Einsatz am PRL-Markt in Frage kommenden Batterietechnologien zeigt
1Art.156(9)ff.
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(a)

(b)

Abbildung 4.7.: Arbeitsbereich von Speichern mit 30-Minuten-Kriterium (a) und 15-Minuten-Kriterium
(b).
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sich, dass sich die freie Skalierbarkeit des Energie-zu-Leistungs-Verhältnisses von Vanadium-
Redox-Flow-Batterien in Zukunft als vorteilhaft erweisen könnte, da für eine gegebene Batte-
rieleistung die Batteriekapazität nach Belieben angepasst werden kann2.

4.1.2. Einsatz von Großbatterien am Sekundärregelleistungsmarkt in
Kombination mit Day-Ahead- und Intradaygeschäften

Wie bereits in Kapitel 4.1 beschrieben, sind kombinierte Geschäftsmodelle aus Intradayge-
schäften, Day-Ahead-Geschäften und Sekundärregelleistungserbringung möglicherweise für
Betreiber von Großbatterien interessant. Um das Gesamtpotenzial für einen Batteriespeicher
zu bewerten, wurden die maximal erzielbaren Erlöse für einen einzelnen sowie kombinierten
Speicherbetrieb simuliert und quantifiziert: in einem Betriebsmodus arbeitet der Speicher nach
dem Arbitrageprinzip für den Folgetag (Day-Ahead (DA)) und in einer anderen Variante wird der
Speicher zusätzlich zu den Day-Ahead-Geschäften am Sekundärregelleistungsmarkt vertrie-
ben (DA+SRL). Die Kombination aus diesen zwei Märkten wurde für die Simulation des Erlös-
modells ausgewählt, da in diesen Anwendungsbereichen bestehende Märkte mit einheitlichen
und standardisierten Produktanforderungen existieren (siehe Tabelle 4.4).

Tabelle 4.4.: Charakteristika der Märkte Day-Ahead und Sekundärregelleistung.
Sekundärregelleistung (SRL) Day-Ahead (DA)

Handelsperiode wöchentlich täglich
Produkte peak (HT): Mo-Fr 8:00 bis 20:00 Uhr Mo-So stündlich

off-peak (LT): restlicher Zeitraum
Preisbildung Pay-as-bid Markträumender Preis
Entgelt Arbeits- und Leistungspreis Arbeitspreis (Grenzkosten)
Mindestangebots- ±5 MW; 5 MWh 0,1 MW
größe
Lieferzeitraum ≥12 h 1 h

Optional wurden mögliche Erlöse am Intra-Day abgeschätzt, wenn die Stillstandsstunden ge-
nutzt werden können, in denen der Speicher für den DA eingesetzt wird.

Um den Profit des Arbitragemodells und der Teilnahme am Sekundärregelleistungsmarkt zu
maximieren, wird eine lineare Optimierung mit dem Matlabsolver Linprog durchgeführt. Die
mathematische Beschreibung der Zielfunktionen und der Nebenbedingungen für die beiden
Modelle sind in [103] veröffentlicht und ausführlich beschrieben.

Das Modell weist mehrere Vereinfachungen auf. So werden die Wirkungsgradverluste nicht
zwischen Lade- und Entladevorgang aufgeteilt, sondern fallen gänzlich beim Laden der Batte-
rie an. Auf eine Modellierung der kalendarischen sowie zyklischen Alterung der Batterie wird
verzichtet, da davon ausgegangen wird, dass keine hohen Stillstandszeiten entstehen und bei
VRF Batterien keine zyklische Alterung auftritt. Da die Simulation in 1-h Schritten erfolgt, wer-
den die Zeiten für das Ent- und Beladen der Batterie und die entsprechenden Rampen vernach-

2Die Besonderheit der Vanadium-Redox-Flow-Technologie gegenüber anderen Batterietechnologien ist die Mög-
lichkeit zur räumlichen Trennung von Energiemedium und Energiewandler. Insofern können die Leistung und
die Speicherkapazität unabhängig voneinander dimensioniert werden (siehe Kapitel A.1).
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lässigt. Durch den gewählten perfect foresight Ansatz bleiben Preisunsicherheiten unberück-
sichtigt, sodass der maximal mögliche Profit berechnet wird. Als letzte Einschränkung wird
bei der Erbringung von SRL der Leistungspreis so gesetzt, dass die Batterie immer am SRL-
Markt eingesetzt wird. Der Arbeitspreis hingegen wird so hoch gesetzt, dass die Batterie nicht
abgerufen wird.

Um am Regelleistungsmarkt teilnehmen zu können, wird das in Tussenhausen eingesetzte Bat-
teriesystem für die Simulation von 200 kW auf 5 MW hoch skaliert. Das Verhältnis von Energie
zu Leistungs von zwei wurde beibehalten. Die Batterieparameter sind in Tabelle 4.5 dargestellt.

Tabelle 4.5.: Simulationsparameter des Batteriesystems.
Parameter Wert Beschreibung
qmax 5 MW Maximale Lade-/Entladeleistung
qpräq,min 0,75 MW Minimale präqualifizierte Leistung
qpräq,max 5 MW Maximale präqualifizierte Leistung
cmax 10 MWh Maximale Batteriekapazität
η 0,8 Wirkungsgrad (Round Trip)

Für beide Betriebsarten (DA und DA_SRL) wird angenommen, dass die stündlichen Preise für
die entsprechenden Märkte bekannt sind. Die Preisdaten für den DA-Markt basieren dabei auf
Ex-post-Marktdaten der EPEX_SPOT von 2013, die Daten für die Sekundärregelleistung auf Da-
ten von der Plattform regelleistung.net. Es gibt prinzipiell vier Möglichkeiten, Sekundärregelleis-
tung zu vermarkten. Diese ergeben sich aus den zwei verschiedenen Vermarktungsperioden
Low Time (LT), werktags von 20.00 - 8.00 Uhr sowie während des gesamten Wochenendes,
und High Time (HT), werktags von 8.00 - 20.00 Uhr. Weiter kann negative (NEG) und positive
(POS) Regelleistung angeboten werden. Wird positive Regelleistung angeboten, bedeutet das
hier ein Entladen der Batterie und vice versa. Neben der reinen DA Vermarktung wird diese zu-
sätzlich mit den vier Möglichkeiten am SRL Markt kombiniert und für jede der fünf Optionen
(DA, DA_HT_POS, DA_LT_POS, DA_HT_NEG, DA_LT_NEG) Jahressimulationen in 1-h Schritten
durchgeführt. Um Rechenzeit zu sparen, wird das Jahr in zwölf Optimierungszeiträume von je-
weils einem Monat eingeteilt. Am Anfang jeder Optimierungsperiode wird der CL auf 0 gesetzt.

Geht man davon aus, dass das Batteriesystem während der zwölf Stunden des Ausschrei-
bungszeitraums seine volle Leistung von 5 MW zur Verfügung stellen muss, so können lediglich
0,75 MW Leistung angeboten und vergütet werden. Diese angebotene Leistung wird als untere
Grenze des Erlösmodells betrachtet. Werden die Angebotszeiträume verkürzt, sind analog zur
Primärleistungserbringung Nachladegeschäfte möglich oder ist das Batteriesystem in einem
Anlagenpool eingebettet, so kann als maximale obere Grenze eine vermarktbare Leistung von
5 MW angesetzt werden.

In Abbildung 4.8 und Abbildung 4.9 werden für eine exemplarische Woche (2.-9. September
2013) die beiden Betriebsarten DA und DA_SRL gegenübergestellt.

Grundsätzlich wird in der Arbitrage-Betriebsart DA die Batterie in Stunden vergleichsweise nied-
riger Markträumungspreise geladen und entladen, wenn die Energie hohe Markträumungsprei-
se erreicht. Ein positiver Profit kann nur dann erzielt werden, wenn die Einnahmen für die Ent-
ladung die Ausgaben der Ladung sowie die Wirkungsgrasverluste übersteigen. Folglich ändert
sich der Ladezustand in Abhängigkeit der Strompreise des Day-Ahead Marktes. Unter der An-
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Abbildung 4.8.: Exemplarische Woche der DA Optimierung, 2.-9. September 2013.

nahme, dass die Batterie mit voller Leistung be- und entladen wird, ergeben sich für die betrach-
tete Woche rund 1,5 Lade- / Entladezyklen pro Tag. In 67% der 168 Stunden wird die Batterie
nicht eingesetzt (Stillstandstunden).

Die Kombination aus DA_HT_POS ist in Abbildung 4.9 dargestellt. In den grau hinterlegten Zeit-
räumen wird das Batteriesystem am DA-Markt eingesetzt, während es in den weiß hinterlegten
Zeiträumen (werktags 8:00 - 20:00 Uhr) am SRL Markt teilnimmt, indem positive Regelleistung
angeboten wird (Batterie wird entladen). Dabei wird der Arbeitspreis so hoch angenommen,
dass die Leistung nicht abgerufen wird und lediglich der Leistungspreis für die fünf Werkta-
ge in der Optimierung berücksichtigt wird. Trotzdem ist eine Nebenbedingung, dass der CL
in dieser Kombination vor jeder SRL-Periode bei 100% liegt, um über die ganze Periode seine
präqualifizierte Leistung erbringen zu können (wenn negative SRL angeboten wird, ist der CL
entsprechend minimal). Um diese Nebenbedingung erfüllen zu können, sieht man, dass am
ersten Werktag vor Beginn der SRL-Angebotsperiode um 8:00 Uhr die Batterie geladen wird,
wenn der Preis im Zeitraum zwischen 0:00 und 8:00 Uhr am geringsten ist. Erfolgt keine Nach-
frage nach Sekundärausgleichsenergie, durchläuft die Batterie etwa acht Vollzyklen pro Wo-
che. Auch während der 108 h in denen am DA-Markt gehandelt wird (für eine Woche HT_POS),
zeigt die Batterie in nur 40% der Zeit Aktivität um Preisunterschiede zu nutzen, ansonsten steht
die Batterie still.

Ausgehend von einem allwissenden Batteriebetreiber und davon, dass die gehandelten Ener-
giemengen zu gering sind, um einen Einluss auf den Preis zu haben, hätten in dem Jahr 2013
die in Abbildung 4.10 dargestellten Erlöse erzielt werden können. Neben der operativen Erträ-
ge sind in Abbildung 4.10 die Stillstandszeiten des Batteriesystems (Zeiten in denen weder be-
noch entladen wird) aufgeführt. Für das Jahr 2013 hätten in 2.814 Betriebsstunden Erlöse von
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Abbildung 4.9.: Exemplarische Woche der DA_HT_POS Optimierung, mit einer angeboten Leistung von
0,75 MW, 2.-9. September 2013.
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Abbildung 4.10.: Erlöse und Batterieauslastung am Day-Ahead-Markt 2013.
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120 EUR erzielt werden können. Damit wäre das System 32% des Jahres ausgelastet.

Da der Fokus des beschriebenen Modells die Kombination von Day-Ahead- und Sekundärregel-
markt ist, wird die zusätzliche Erlösquelle des Handels am Intra-Day-Markt grob abgeschätzt.
Dies geschieht über die Stillstandszeiten des Batteriesystems für jede DA oder DA_SRL Kom-
bination. Die Abschätzung basiert auf Untersuchungen von Sterzing aus dem Jahr 2014, in
der der Einsatz von Natrium-Schwefel-Batterien und Vanadium-Redox-Flow-Batterien für Arbi-
tragegeschäfte in Bezug auf die zukünftige Preisentwicklung auf dem Day-Ahead- und Intra-
Day-Markt untersucht wird [104]. Der Schwerpunkt der Arbeit liegt auf der Simulation des Day-
Ahead-Marktes, die Batterien werden aber in Stillstandszeiten am Folgetag auf Stundenbasis
am Intra-Day-Markt vertrieben. Für Natrium-Schwefel-Batterien und Vanadium-Redox-Flow-
Batterien werden bei diesem Ansatz Renditen von durchschnittlich 4,03 EUR/MW und
3,57 EUR/MW pro Stunde Stillstand erzielt. In dieser Arbeit wird für die Intra-Day-Schätzungen
der Wert 3,57 EUR/MW pro Stunde Stillstand angenommen.
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Abbildung 4.11.: Erlöse für DA, SRL_min, SRL_max und ID in 2013.

In Abbildung 4.11 sind alle möglichen berechneten einzelnen und kombinierten Geschäftsmo-
delle aufgeführt.

Im besten Fall kann für die Kombination aus Vermarktung am Day-Ahead-Markt, Anbieten
von negativer Sekundärregelleistung (SRL_max mit 5 MW) und optimaler Ausnutzung der Still-
standszeiten am Intra-Day-Markt (DA_ID_HT_NEG) ein Erlös von rund 250 kEUR erwirtschaf-
tet werden. Vernachlässigt man die (geschätzten) Erlöse am ID-Markt, sind immer noch Ge-
samterlöse von rund 225 kEUR möglich. Verglichen mit den Erlösen am DA-Markt ist das ein
zusätzlicher Erlös von 105 kEUR und zeigt, dass eine Kombination von Geschäftsmodellen
sinnvoll sein kann. Anders verhält es sich, wenn nur 0,75 MW SRL vermarktet werden kön-
nen (SRL_min,). In diesem Fall ist es lukrativer, das Batteriesystem lediglich am Day-Ahead-
Markt einzusetzen, auch wenn die Stillstandszeiten genutzt werden, um die Batterie zusätzlich
am ID-Markt zu vermarkten. Folglich kann gezeigt werden, dass der SRL-Markt für Batterie-
systeme sehr attraktiv sein kann, wenn die Präqualifikationvoraussetzungen geändert werden
(entweder durch eine Reduktion von Ausschreibezeiträumen oder durch spezielle Bedingun-
gen für Batteriesysteme) oder die vermarktbare Leistung durch Poolung mit anderen Markt-
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teilnehmern erhöht wird. Das Erlöspotenzial kann weiter gesteigert werden, wenn mögliche
Erlöse des Batteriesystems durch aktive Teilnahme am Sekundärregelleistungsmarkt mitbe-
rücksichtigt werden. Zukünftige Arbeiten sollten daher bei der Modellierung des Erlösmodells
die Arbeitspreise und daraus generierte potenzielle Erlöse ebenfalls berücksichtigen.

4.2. Vergleich der Geschäftsmodelle für den Einsatz des
Batterieprototyps

In Kapitel 4.1 wurden verschiedene Geschäftsmodelle für den Einsatz von Großbatterien unter
aktuellen rechtlichen und regulatorischen Rahmenbedingungen untersucht. Ziel der Untersu-
chung war es herauszufinden, welche Geschäftsmodelle bzw. Geschäftsmodellkombinatio-
nen für den Einsatz der Vanadium-Redox-Flow-Batterie des SPF-Projektes besonders lukrativ
sein könnten. Hierzu wurde in Kapitel 4.1.1 die Vermarktung von Großbatterien am Primärregel-
leistungsmarkt näher analysiert. In Kapitel 4.1.2 wurde die Kombination der Geschäftsmodel-
le ѦVermarktung am Sekundärregelleistungsmarktѧ, ѦArbitragegeschäfte am Day-Ahead-Marktѧ
und ѦArbitragegeschäfte am Intradaymarktѧ untersucht.

Die Analyse in Kapitel 4.1.1 hat gezeigt, dass der Einsatz von stand-alone Batterien am PRL-
Markt aufgrund der von den Übertragungsnetzbetreibern definierten ѦFreiheitsgradeѧ zur La-
destandsanpassung heutzutage möglich ist und bereits Anwendung findet. Bei wöchentlichen
Einnahmen von 3.500 EUR/MW (Durschnittspreis im Jahr 2015) gehen Experten heute schon
davon aus, dass sich die Vermarktung von Großbatterien am PRL-Markt aus finanzieller Sicht
lohnen kann.

Kapitel 4.1.2 hat ergeben, dass selbst bei einem perfect-forecast die Einnahmen am Sekun-
därregelleistungsmarkt bei einem gleichzeitigen Einsatz eines 5 MW/10 MWh Speichers für
Arbitrage-Geschäfte und am Day-Ahead- und Intradaymarkt im besten Falle bei 250 kEUR lie-
gen.

Werden nun die Ergebnisse aus Kapitel 4.1 auf theoretisch mögliche, wöchentliche Einnahmen
des SPF-Speichers, welcher eine Nennleistung von 200 kW und eine Kapazität von 400 kWh
aufweist, heruntergerechnet, ergeben sich die Werte aus Abbildung 4.12 (für die Ergebnisse
aus Kapitel 4.1.2 sind hier lediglich die Maximalwerte angegeben).

Es ist klar erkennbar, dass das profitabelste Geschäftsmodell für den Einsatz der SPF-Batterie
deren Vermartung am PRL-Markt ist. Inwiefern dieser Einsatzbereich lukrativ sein kann, wird
in Kapitel 6.2 näher untersucht (da die SPF-Batterie nicht die aktuell geforderte Mindestgrö-
ße von 1 MW für die Teilnahme am PRL-Markt aufweist, wird in Kapitel 6.2 eine Poolung mit
typgleichen Batterien betrachtet). Grundlage hierfür ist ein Batteriemodell, welches auf Feld-
messungen des PRL-Einsatzes der SPF-Batterie basiert.

3PRL=Primärregelleistung, SRL=Sekundärregelleistung, DA= Day-Ahead-Geschäfte, ID= Intradaygeschäfte
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Abbildung 4.12.: Zu erwartender wöchentlicher Ertrag für den Einsatz der Vanadium-Redox-Flow-
Batterie des SPF-Projektes bei unterschiedlichen Geschäftsmodellen.3
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5. Netzdienlicher Einsatz des
Batterieprototyps

In Kapitel 5 wird die Möglichkeit eines netzdienlichen Einsatzes des Batterieprototyps näher
untersucht. Grundlage hierfür ist die in Kapitel 5.1 durchgeführte Analyse zur Verhinderung
von Netzausbaumaßnahmen mit Batterien. Basierend auf dieser Analyse wird anschließend in
Kapitel 5.2 eine Methodik zur netzdienlichen Positionierung von Großbatterien in Verteilnetzen
präsentiert. Diese Methodik wurde zur Bestimmung des Installationsortes des Batterieproto-
typs verwendet.

5.1. Verhinderung von Netzausbau mit Batterien

Im folgenden Kapitel wird der Aufbau des Verteilnetzes und deren technische Eigenschaften
erklärt. Weiter werden die rechtlichen Grundlagen erläutert die für die Planung und den Betrieb
dieser Netze unerlässlich sind. Es werden mögliche Stabilitätsprobleme erläutert, die mit ei-
nem steigenden Anteil an luktuierenden Erzeugungsanlagen im Verteilnetz einhergehen. Als
Gegenmaßnahmen zu den Stabilitätsporblemen werden neben dem traditionellen Netzausbau
verschiedene technische Alternativen, insbesondere der Einsatz von Batterien, eingehender er-
läutert.

5.1.1. Allgemeiner Aufbau des Verteilernetzes

In dieser Arbeit liegt der Fokus auf den Verteilnetzen in Deutschland. Elektrische Netze lassen
sich anhand der Normspannungen UN einteilen, die in der DIN VDE 0175 festgelegt sind. Im
Rahmen dieser Arbeit ist das Verteilnetz als Netz definiert, dass aus dem NS-Netz und dem
MS-Netz (bis inklusive der 20 kV Spannungsebene) besteht. Je nach Lastdichte, historischem
Verlauf, Bebauung und wirtschaftlichen Betrachtungen werden verschiedene Netzstrukturen
in den MS- und NS-Netzen realisiert.

Die eingesetzten Netzstrukturen in der Mittelspannungsebene basieren überwiegend auf Ring-
und Strangstrukturen [31]. Der Unterschied zwischen diesen beiden Netzformen besteht darin,
dass Strangnetze im Gegensatz zu Ringnetzen eine Verbindung zwischen zwei unterschied-
lichen Umspannstationen darstellen. In einer repräsentativen Umfrage von Melzer et al. [105]
wurde ermittelt, dass 84% der MS-Netze in Deutschland als offene Ringnetze betrieben wer-
den. Üblicherweise speisen Ring- und Strangnetze fünf bis zehn Ortsnetzstationen. Aus einer
Analyse der veröffentlichten Daten von 444 Verteilnetzbetreibern (VNB) ergeben sich im Mittel
acht Abgänge an der Sammelschiene (SS) der Umspannwerke (UW) [106].
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Niederspannungsnetze dienen hauptsächlich der Versorgung von Privat- sowie kleineren Ge-
werbekunden. Sie werden heutzutage fast ausschließlich als Strahlennetze betrieben (wobei
bei einer hohen Stationsdichte in der Regel Verbindungsstellen zu benachbarten Netzbezirken
vorhanden sind) [107]. Der Aufbau von NS-Netzen orientiert sich maßgeblich an der Siedlungs-
struktur. So sind zum Beispiel Kabel und Freileitungen in der Regel am Straßenrand oder an
Grundstücksgrenzen verlegt.

Die Anbindung der Niederspannungsnetze an die Mittelspannungsnetze erfolgt über Ortsnetz-
stationen (ONS). Diese sind mit einem oder maximal zwei MS/NS-Transformatoren ausge-
stattet, die eine Bemessungsscheinleistung von jeweils 100 bis 1.250 kVA aufweisen [108].
Die Anzahl der von einer Netzstation abgehenden Netzstrahlen hängt vom Siedlungstyp und
somit von den örtlichen Gegebenheiten ab. Je nach Siedlungstyp versorgt ein Stationstransfor-
mator etwa 2 bis 7 Leitungsabgänge, wobei Netzstationen mit geringerer Leistung tendenziell
niedrigere Werte aufweisen [107]. Aus einer Analyse der veröffentlichten Daten von 617 VNB
ergeben sich im Mittel vier Abgänge an der SS einer ONS [106].

Das NS- und MS-Netz sind starr gekoppelt. Das bedeutet, dass der Netzbetreiber im laufen-
den Betrieb keine Möglichkeit hat, die Spannung zwischen HS/MS-UW und Endverbraucher zu
beeinlussen. Die einzige Möglichkeit der Regelung findet über den Stufensteller des HS/MS-
Transformators am UW statt. Der Stufensteller regelt die Spannung an der MS SS des UW ent-
weder auf einen festen Sollwert oder auf einen leistungslussabhängigen Sollwert [109]. Eine
eher theoretische Möglichkeit bietet die Änderung des Übersetzungsverhältnisses am ONT.
Eine typische Stufenhöhe beträgt ±2% oder ±4%. Da in Ortsnetzstationen meist keine Leit-
technik installiert ist, hat die Änderung des Übersetzungsverhältnisses am Transformator im
getrennten Zustand manuell zu erfolgen und kann somit nicht während des normalen Netzbe-
triebs angepasst werden.

5.1.2. Rechtliche Rahmenbedingungen für die Planung und den Betrieb von
Verteilnetzen

Nach § 14 Abs. 1 EnWG [110] sind Netzbetreiber verplichtet, die Sicherheit und Zuverlässig-
keit der Energieversorgung zu gewährleisten. Die Netzbetreiber haften bei fahrlässiger Ver-
ursachung von Schäden. Werden die allgemein anerkannten Regeln der Technik eingehalten,
kann ein fahrlässiges Verhalten ausgeschlossen werden. Durch optimale Planung und Betrieb
ihrer Netze stellen Verteil- und Übertragungsnetzbetreiber sicher, dass keine unzulässige Be-
triebsmittelbelastung entsteht. Dies kann geschehen, wenn Strom und Spannung außerhalb
bestimmter Grenzwerte liegen. In diesem Abschnitt wird nur auf Normen und Richtlinien ein-
gegangen, die für die Planung und den Betrieb der Verteilnetze von Bedeutung sind.

5.1.2.1. Thermische Betriebsmittelbelastung

Eine Überschreitung des Bemessungsstromes führt zu erhöhten thermischen Belastungen
des Betriebsmittels, welches dadurch schneller altert. Zur Bewertung eines nötigen Netzaus-
baus sind Auslastungsgrade und Grenzwertüberschreitungen von elektrischen Leitungen (Ka-
bel und Freileitungen) und Transformatoren besonders kritisch. Andere Betriebsmittel, wie zum
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Tabelle 5.1.: Übersicht der zulässigen Betriebsmittelbelastungen im Normalbetrieb für die MS- und
NS-Ebene

Betriebsmittel Starklastfall Rückspeisefall
HS/MS-Transformator max. 60% Sr max. 100% Sr

MS-Leitung oder -Kabel max. 60% Sr max. 100% Sr
MS/NS-Transformator (ONT) max. 100% Sr max. 100% Sr

NS-Leitung oder -Kabel max. 100% Sr max. 100% Sr

Beispiel Muffen, sind auf die Bemessungsgrößen der Transformatoren und elektrischen Lei-
tungen abgestimmt und müssen daher nicht gesondert betrachtet werden. Sie werden - wenn
nötig - beim Austausch berücksichtigt. In dieser Arbeit werden für alle Betriebsmittel Bemes-
sungsgrößen nach aktuellem Stand der Technik verwendet. In diesem Zusammenhang be-
sonders hervorzuhebende Normen sind die DIN EN 600763-2 / VDE 0532 Teil 102, in der die
Bemessungsgrößen bei Öl-Verteilnetztransformatoren genannt werden und die DIN-VDE 0276-
603, welche die Größen für Niederspannungsenergiekabel bestimmt.

Ebenfalls bindend ist der (n-1)-Planungsgrundsatz [12]. Dieser Planungsgrundsatz wurde in [3]
eingehender definiert, in Abstimmung mit den 16 größten über Deutschland verteilten VNB er-
arbeitet, und kann als aktueller Stand der Technik vorausgesetzt werden. Für die Versorgung
der Verbraucher muss in der MS das (n-1)-Kriterium angewendet werden. Kurzzeitig wird im
Lastfall eine Belastung der Betriebsmittel (für HS/MS-Transformatoren, MS-Kabeln und MS-
Freileitungen) von 120% der Bemessungsscheinleistung Sr zugelassen. Fällt ein bestimmtes
kritisches Betriebsmittels aus, folgt im Normalbetrieb eine maximale Belastungsgrenze von
60% für die Betriebsmittel in der MS. Überwiegt die Erzeugung von DEA der abgenommenen
Last, kommt es zu einem Leistungsluss aus dem Verteilnetz in das HS-Netz und man spricht
in diesem Fall von Rückspeisung. Im Rückspeisefall wird anders als im Lastfall eine maximale
Betriebsmittelbelastung von 100% zugelassen. Das ist darauf zurückzuführen, dass im (n-1)
Fall sämtliche DEA vom Netz getrennt werden müssen um eine Überlastung zu vermeiden. Zu-
sammenfassend sind die in dieser Arbeit verwendeten zulässigen Betriebsmittelbelastungen
im Normalbetrieb in Tabelle 5.1 dargestellt.

5.1.2.2. Spannungshaltung

Spannungen jenseits der Bemessungsspannung ziehen eine verstärkte Beanspruchung der
Isolation mit sich, was im schlimmsten Fall zu einem Wärmedurchschlag (Kurzschluss) führen
kann. Hauptgrund für den Netzausbau in Deutschland (80% der Fälle) ist die Überschreitung
von Spannungsgrenzwerten in Niederspannugungsnetzen [111].

Die Norm DIN-EN 50160 legt die Merkmale der Spannung in öffentlichen Elektrizitätsversor-
gungsnetzen hinsichtlich Frequenz, Amplitude, Kurvenform und Symmetrie der Leiterspan-
nungen fest [82]. Die Netzbetreiber sind für die Einhaltung der Spannungsqualitätsmerkma-
le verantwortlich. Die Norm unterscheidet für das Verteilnetz andauernde Phänomene von
Spannungsereignissen. Spannungsereignisse treten im Fehlerfall, bei Schalthandlungen und
bei Lasttrennung auf. Sie können in Unterbrechungen der Versorgungsspannung, Einbrüche
und Überhöhungen der Versorgungsspannung sowie transiente Überspannungen eingeteilt
werden. Für diese Ereignisse werden keine Grenzwerte sondern nur Anhaltswerte angegeben.
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Andauernde Ereignisse und dazugehörige definierte Grenzwerte hingegen treten im normalen
Betrieb auf. Dieser ist definiert als ѨBetriebszustand in einem Elektrizitätsversorgungsnetz, bei
dem die Last- und Stromnachfrage gedeckt, Netz-Schalthandlungen durchgeführt und Fehler
durch automatische Schutzsysteme behoben werden.ѧ [82]

In Verteilnetzen ist der Hausanschluss (HA) meist der kritischste Punkt des Netzes, an dem
die definierten Grenzwerte überschritten werden. Andauernde Ereignisse werden unterteilt in
Netzfrequenz, sowie in langsame und schnelle Spannungsänderungen. Weiter sind die Flicker-
stärke, Oberschwingungen sowie die Zwischenharmonischen, Unsymmetrien der Spannung,
als auch die Netz-Signalübertragungsspannung im Normalbetrieb zu berücksichtigen. Für die
Berechnung der Netzaufnahmefähigkeit und abgeleiteter Ausbaumaßnahmen sind nur diese
Spannungsänderungen von Bedeutung.

Schnelle Spannungsänderungen, insbesondere solche, die durch Photovoltaikanlagen verur-
sacht werden, beurteilt Schefler als unkritisch [107]. Daher werden diese hier nicht weiter be-
rücksichtigt. Weiter geht aus Studien hervor, dass im Normalfall selbst bei einer hohen Durch-
dringung des Verteilnetzes mit Photovoltaikanlagen keine Grenzwertverletzung bezüglich Fli-
ckerstärke und Oberschwingungspegel zu erwarten ist [112, 113]. Für zwischenharmonische
Schwingungen (Sinusschwingungen deren Frequenz kein ganzzahliges Vielfaches der Netzfre-
quenz ist) gibt es noch keine Grenzwerte, daher werden Sie in dieser Arbeit ebenfalls nicht be-
rücksichtigt. Eine Unsymmetrie der Versorgungsspannung tritt in der Praxis dann auf, wenn die
zyklische Phasenvertauschung beim Anschluss von einphasigen Photovoltaikanlagen (PVA)
oder Lasten nicht eingehalten wurde. Da diese Störung, einmal bemerkt, leicht zu beheben ist,
wurde auf die Berücksichtigung von Unsymmetrien verzichtet und alle Netze mit einer sym-
metrischen Einspeisung oder Last berechnet. Die Netz-Signalübertragungsspannung auf der
Versorgungsspannung dient der Übertragung von Signalen und ist damit ebenfalls nicht Ge-
genstand dieser Arbeit.

Langsame Spannungsänderungen hingegen sind für die Bewertung der Netzaufnahmefähig-
keit von maßgeblicher Bedeutung. Der Netzbetreiber muss sicherstellen, dass 95% der 10-
Minuten-Mittelwerte des Effektivwertes der Versorgungsspannung in jeder Woche innerhalb
des Bereichs ±10% Un liegen. Dabei darf das Intervall von +10%/-15% Un nicht verlassen wer-
den. Um eine gewisse Redundanz zu gewährleisten, wird als Grenzwert zu jedem Zeitpunkt
eine feste Spannungsgrenze von ±10% Un angenommen.

Neben der bindenden Norm regeln zwei Anschlussrichtlinien für dezentrale Erzeugungsanla-
gen eine Spannungsänderung am Netzverknüpfungspunkt in der Niederspannung [114] und in
der Mittelspannung [115]. Diese Richtlinien lassen eine Spannungsänderung von 2% in der MS
und von 3% in der NS zu. Dabei wird in VDE AR-4105, auch Niederspannungsrichtlinie genannt,
folgende Formulierung verwendet [114]:

ѨIm ungestörten Betrieb des Netzes darf der Betrag der von allen Erzeugungsanlagen mit Netz-
anschlusspunkt in einem Niederspannungsnetz verursachten Spannungsänderung an keinem
Verknüpfungspunkt in diesem Netz einen Wert von 3% gegenüber der Spannung ohne Erzeu-
gungsanlagen überschreiten.Ѧ

Werden die in den Richtlinien genannten möglichen Spannungsänderungen angewandt, ist
leichter zu berechnen, ob Erzeugungsanlagen in der entsprechenden Spannungsebene ange-
schlossen werden können. Soll etwa geprüft werden, ob eine zusätzliche PVA in einem NS-Netz
angeschlossen werden kann, muss die Spannungsänderung im NS-Netz jeweils einmal ohne
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Erzeugungsanlagen und einmal mit angeschlossenen und voll einspeisenden Erzeugungsan-
lagen berechnet werden. Wird trotz des Neuanschlusses dieser Anlage an jedem Verknüp-
fungspunkt im Netz die Spannungsabweichung ≤3% Un eingehalten, so ist die Niederspan-
nungsrichtlinie und damit in den meisten Fällen auch die DIN-EN 50160 erfüllt. Da dies aber
die Netzanschlusskapazität von dezentralen Anlagen erheblich einschränkt, wurde in beiden
Richtlinien die Möglichkeit offen gelassen, die Zulässigkeit des Anschlusses nach dem±10%-
Kriterium der DIN-EN 50160 zu bewerten. In VDE AR-4105 [114] heißt es:
ѨNach Maßgabe des Netzbetreibers und ggf. unter Berücksichtigung der Möglichkeiten der sta-
tischen Spannungshaltung kann im begründeten Einzelfall von dem Wert von 3% abgewichen
werden.ѧ
In der MS-Richtlinie [115] ist die Formulierung bis auf den genannten Wert identisch. Im Rah-
men dieser Arbeit wird auf die Einhaltung des 2%- und des 3%-Kriteriums verzichtet, da NS-
und MS-Netz zusammen berechnet werden. Dadurch wird die vorgeschriebene Spannungsab-
weichung von ±10% Un im gesamten Verteilnetz sichergestellt.

5.1.3. Stabilitätsprobleme in Verteilnetzen mit steigenden Anteilen an
luktuierenden Erzeugern

In diesem Abschnitt wird erläutert, welche Anforderungen bei der Integration von luktuieren-
den Erzeugern im Verteilnetz entstehen können.
Der sichere und zuverlässige Betrieb von elektrischen Netzen war auch vor dem vermehrten
Einsatz luktuierender Erzeuger gefährdet. Kabelschäden durch Bauarbeiten, eine nicht exakt
prognostizierbare Last oder Schalthandlungen bei Planung und Betrieb der Netze mussten
bereits vorher beachtet werden. Zusätzlich zu diesen Problemen haben sich durch den Einsatz
Erneuerbarer Energieanlagen weitere Anforderungen ergeben. Hervorzuheben sind dabei:

• ein gestiegener Bedarf an Regelenergie
• eine lokale Spannungsanhebung
• die Zunahme von Netzengpässen
• ein fehlender Beitrag zur Momentanreserve
• ein schwankender Kurzschlussleistungsbeitrag

Normen, Richtlinien und wirtschaftliche Anreize für Betreiber von Erzeugungsanlagen und Ver-
brauchern regeln die Erbringung sogenannter Systemdienstleistungen (engl.: Ѩancillary ser-
vicesѧ), die einen sicheren Netzbetrieb gewährleisten. Systemdienstleistungen sind für das
Europäische Verbundnetz gemäß dem Branchenverband der europäischen Elektrizitätswirt-
schaft EURELECTRIC in englischer Originalsprache wie folgt definiert [116]:
ѨAncillary services are all services required by the transmission or distribution system operator
to enable them to maintain the integrity and stability of the transmission or distribution system
as well as the power quality.ѧ
Die Systemdienstleistungen werden dabei nach Stabilitätskriterien eingeteilt [116]. Unterschie-
den werden dabei Dienstleistungen für den Normalbetrieb, die Fehlerprävention und die Sys-
temwiederherstellung. In dieser Arbeit werden lediglich Systemdienstleistungen, die für den
Normalbetrieb nötig sind, eingehender betrachtet. Diese sind:
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• Frequenzregelung

• Spannungsregelung

• Erzeugungsregelung per Fernzugriff

Durch diese Systemdienstleistungen werden unzulässige Spannungsanhebungen vermieden,
Netzengpässe verhindert und Regelenergie bereitgestellt.

Da, wie bereits erwähnt, laut einer Umfrage unter Verteilnetzbetreibern der Hauptnetzausbau-
grund in Verteilnetzen die Überschreitung von Spannungsgrenzwerten ist, werden die Ursa-
chen lokaler Spannungsanhebungen aufgrund von Erneuerbaren Energieanlagen näher analy-
siert.

Um zu verstehen, wie es zu einem Spannungsanstieg oder -abfall am HA kommt, wird im Fol-
genden darauf eingegangen, wie sich die Einspeisung oder der Bezug von elektrischem Strom
auf die Spannung an einem Knoten im Netz auswirkt.

Abbildung 5.1 stellt die Auswirkung der Stromeinspeisung beziehungsweise des Strombezugs
auf die Spannung am HA in einem stark vereinfachten NS-Netz dar.
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Abbildung 5.1.: (links) NS-Netz mit Stromeinspeisung und -bezug (rechts) Ersatzschaltbild der Leitung
im Verbraucherzählpfeilsystem.

Das betrachtete NS-Netz (Abbildung 5.1 (Bild links)) weist eine Netzeinspeisung auf der Ober-
spannungsseite des MS/NS-Transformators auf. Für diese einfachen Netzverhältnisse kann
das Ersatzschaltbild der kurzen elektrischen Leitung (Bild rechts) verwendet werden. U1 ist die
Spannung an der NS-Sammelschiene des Ortsnetztransfomators und kann ausgehend von
der Annahme einer idealen Spannungsquelle als konstant angenommen werden. Der HA kann
als PQ-Knoten aufgefasst werden. Das bedeutet, dass der HA-Knoten als Netzknoten definiert
ist, an dem mit bekannter und konstanter Wirk- und Blindleistung in das Netz eingespeist wird
(Einspeisung: Haus oben) oder bezogen wird (Last: Haus unten). U2 ist die gemessene Span-
nung am HA. Die Leitung wird im Ersatzschaltbild in Leitungsresistanz RL und Leitungsreak-
tanz XL aufgeteilt. Über den Wirk- und Blindwiderstand der Leitung fallen die entsprechenden
Spannungen URL und UXL ab. Der Strom, der über die Leitung ließt, wird als IL bezeichnet. Die
Pfeilrichtung ist durch das Verbraucherzählpfeilsystem festgelegt.

Aus den Ersatzschaltbildern in Abbildung 5.1 rechts lassen sich die entsprechenden Zeigerdia-
gramme ableiten (siehe Abbildung 5.2).
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Abbildung 5.2.: (links) Zeigerdiagramm für den Einspeisefall (rechts) Zeigerdiagramm für den Lastfall.

Die Spannung U2, welche sich aufgrund von Einspeisung oder Bezug am HA einstellt, ist ge-
sucht. Für den Einspeisefall gilt gemäß dem 2. Kirchhoffschen Gesetz (Maschenumlauf in Ab-
bildung 5.1 eingezeichnet):

U2 = U1 + IL · (RL + jXL) (5.1)

Wird IL in Wirkstrom IW und Blindstrom IB aufgeteilt, ergibt sich:

U2 = U1 + (IW + j IB) · (RL + jXL) (5.2)

Multipliziert man die obige Gleichung aus und trennt dann deren Summanden in Realteil und
Imaginärteil auf, so lässt sich der Betrag von U2 berechnen:

U2 =
√

(U1 + IWRL − IBXL)2 + (IBRL + IWXL)2 (5.3)

Den Zeigerdiagrammen (siehe Abbildung 5.2) kann entnommen werden, dass bei Einspeisung
U2>U1 ist, während es sich im Lastfall genau andersrum verhält. Wie in Abbildung 5.3 dar-
gestellt, weicht U2 von U1 umso stärker ab, je länger die Leitung, beziehungsweise höher die
Netzimpedanz, oder je größer der Strom ist.

U1

Einspeisung:

Last:

Leitungslänge

Spannung

U1<U2, Ein

U1>U2, Last

U2, Last

U2, Ein

Abbildung 5.3.: Spannungsänderung in Abhängigkeit der Leitungslänge.

Wie bereits diskutiert, sind die MS-Netze und NS-Netze bisher starr gekoppelt. Die letzte Regel-
möglichkeit zur Änderung der Netzspannung ist mittels des oben besprochenen Stufenstellers
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am HS/MS-Transformator. Die Spannungen der einzelnen Netzknoten im Verteilnetz ergeben
sich aus den momentanen Lastverhältnissen. Das Netz muss so dimensioniert werden, dass
die Spannungen jederzeit innerhalb der vorgeschriebenen Grenzwerte bleiben. Um das sicher-
zustellen, geht man vom schlimmstmöglichen noch wahrscheinlichen Fall aus (Worst-Case-
Szenario). Bisher wurde nur ein Netzstrang bei Starklast betrachtet. Es ist aber auch denk-
bar, dass an einem Netzstrang Starklast anliegt, während an einem anderen Leistung einge-
speist wird. In Abbildung 5.4 ist zur Veranschaulichung der Thematik ein stark vereinfachtes
Verteilnetz im Worst Case dargestellt. Zeitgleich tritt in Netzstrang 1 eine Rückspeisung auf
(Leistungsluss in Richtung UW) und in Netzstrang 2 eine starke Last (Leistungsluss hin zum
Strangende). Das führt zu einer Spannungsanhebung über der Leitung in Netzstrang 1 und zu
einer Absenkung in Netzstrang 2.

Abbildung 5.5 zeigt den Spannungsverlauf dieses Beispiels. Es werden außerdem die gera-
de noch zulässigen Spannungen Umin von 90% und Umax von 110% an den jeweiligen Kun-
denübergabestellen (meist der Hausanschluss) dargestellt. Die dadurch entstehende Span-
nungsdifferenz zwischen Umin und Umax beträgt 20%. Da in dem dargestellten Szenario beide
Fälle zeitgleich auftreten, kann der Stufensteller im Umspannwerk die Spannung an der MS-
Sammelschiene nicht mehr ausgleichen.
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Abbildung 5.4.: Netzschema in der Mittel- und Niederspannung eines vereinfachten Verteilnetzes im
Worst Case.

Abbildung 5.5.: Spannungsverlauf des vereinfachten Verteilnetzes.
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5.1.4. Technische Möglichkeiten zur Lösung von Stabilitätsproblemen

Da die höchsten Spannungen im Verteilnetz in der Niederspannung auftreten und Spannungs-
probleme am effektivsten lokal gelöst werden, konzentrieren sich mögliche technische Lösun-
gen auf eine Verbesserung der Spannungsverhältnisse auf dieser Netzebene. Exemplarisch
für den Einspeisefall werden die Parameter der Formel 5.3 hinsichtlich der Maßnahmen unter-
sucht, die zur Beeinlussung der Spannung U2 am HA ergriffen werden können:

• Reduktion der Netzspannung U1,

• Reduktion der Netzimpedanz RL und XL,

• Reduktion des übertragenen Wirkstromes IW und

• Reduktion des übertragenen Blindstromes IB.

Zur Veranschaulichung der Auswirkungen dienen die Zeigerdiagramme für jede Maßnahme.
Ausgehend vom Zeigerdiagramm (in grau), bei dem U2 an die Spannungsgrenze stößt (Kreis-
segment in grau), führt jede Maßnahme zu einer Änderung von U2 in Betrag und Winkel. Die
geänderte Größe wird in grün dargestellt. Der maßgebliche Leiterstrom zur Berechnung der Be-
triebsmittelbelastung ergibt sich aus der eingespeisten oder verbrauchten Leistung am Haus-
anschluss. Da in diesem Abschnitt die Beeinlussung der Spannung exemplarisch für den Ein-
speisefall untersucht wird, ist das in Abbildung 5.1 oben dargestellte NS-Netz und Ersatz-
schaltbild Grundlage der folgenden Ausführungen. Die PVA kann eine Wirkleistung PPV und
eine Blindleistung QPV in das Netz einspeisen. Aus diesen Leistungen ergeben sich der über-
tragene Wirkstrom IW und Blindstrom IB und bilden zusammen den Leitungsstrom IL. Für die
Zeigerdiagramme der ersten drei Maßnahmen wurde angenommen, dass die PV-Anlage nur
Wirkleistung einspeist.

In Abbildung 5.6 wird die Auswirkung der Reduktion der Netzspannung U1 auf die elektrischen
Größen im NS-Netz als Zeigerdiagramm (rechts) dargestellt. Im Ersatzschaltbild ist die redu-
zierte Spannung U1 grün markiert. Die Netzspannung U1 ist in diesem Fall die Spannung, die
sich an der Unterspannungsseite des ONT einstellt. Sie ist abhängig von der Spannung auf
der Oberspannungsseite des Transformators (MS-Netz), der Transformatorimpedanz und dem
Übersetzungsverhältnis.

U1
URL

UXL

U2

I L

Spannungsgrenze

RL XL

URL UXL

IL=IW

U1 U2

jIB=0

Abbildung 5.6.: Auswirkung der Reduktion der Netzspannung U1: Ersatzschaltbild (links) und Zeiger-
diagramm (rechts).
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Die Netzimpedanz besteht im Niederspannungsnetz aus der Leitungsimpedanz und der Trans-
formatorimpedanz des ONT. In Formel 5.3 wird vereinfachend nur die Leiterimpedanz in Re-
sistanz RL und Reaktanz XL aufgeteilt, da sie einen größeren Einluss auf U2 als die Transfor-
matorimpedanz hat. Die Netzimpedanz kann nur durch einen Austausch oder Veränderung der
Betriebsmittel beeinlusst werden. So verringert zum Beispiel eine parallele Leitung RL und XL.

U1
URL

UXL

U2

I L

Spannungsgrenze

RL XL

URL UXL

IL=IW

U1 U2

jIB=0

Abbildung 5.7.: Auswirkung der Reduktion der Leitungsresistanz RL und Leitungsreaktanz XL: Block-
schaltbild (links) und Zeigerdiagramm (rechts).

Ob ein reduzierter Wirkleistungsluss - und damit Wirkstrom - zur Senkung von U2 führt, ist
abhängig vom R/X-Verhältnis des Betriebsmittels, über dem die Spannung abfällt. Wird der
Wirkstrom am HA gesenkt (wie in Abbildung 5.1), so ist das resistive Verhalten des NS-Netzes
(RL/XL=2,5) ausschlaggebend. Dieser Fall ist in Abbildung 5.8 dargestellt. Bei Senkung des
Wirkstromes am ONT wird aufgrund des induktiven Verhaltens des Transformators (RT/XT=0,3)
keine signifikante Reduzierung von U2 erreicht.

RL XL

URL UXL

IL=IW

U1 U2

jIB=0

U1
URL

UXL

U2

I L

Spannungsgrenze

Abbildung 5.8.: Auswirkung der Reduktion des Wirkstromes IW: Ersatzschaltbild (links) und Zeigerdia-
gramm (rechts).

Um U2 am HA zu reduzieren, kann ein induktiver Blindstrom bezogen werden. Dazu muss der
Wechselrichter der PV-Anlage sich induktiv verhalten. Aufgrund der Blindleistungslussrich-
tung zur PV-Anlage spricht man auch von Blindleistungsbezug. Für diese Maßnahme gelten
die gleichen Überlegungen wie für den Wirkstrom. Das bedeutet, ein Blindleistungsbezug an
der Unterspannungsseite des ONT ist effektiver als am HA. Soll die PV-Anlage trotz des Blind-
leistungsbezuges gleich viel Wirkleistung einspeisen, muss beachtet werden, dass der Betrag
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des Leitungsstromes IL größer wird. Das führt zu erhöhten Leitungsverlusten und einer zusätz-
lichen Betriebsmittelbelastung.

RL XL

URL UXL

IL=IW-jIB

U1 U2 U1 URL

UXL
U2

I L

Spannungsgrenze

I W

I B

Abbildung 5.9.: Auswirkung des Bezugs von Blindstrom IB: Ersatzschaltbild (links) und Zeigerdia-
gramm (rechts).

Eine Maßnahme um die Parameter U1, XL, RL und IL zu beeinlussen ist der Netzausbau. Im
NS-Netz wird die Netzverstärkung laut [3] und [20] entweder durch eine partielle Parallelleitung
oder durch eine zusätzliche Abspannung, also eine neue ONS, realisiert. Im MS-Netz wird in den
einfachsten Fällen ebenfalls eine partielle Parallelleitung gelegt. Wenn die Maßnahme nicht
ausreicht, wird ein neuer MS-Ring oder im ungünstigsten Fall ein neues Umspannwerk gebaut.

Wird ein regelbarer Ortsnetztransformator (RONT) mit erweiterten und automatischen Stu-
fungsmöglichkeiten in der MS/NS-Umspannebene eingesetzt, so wird das MS-Netz vom NS-
Netz entkoppelt. Es kann somit theoretisch sowohl für die MS als auch die NS das volle Span-
nungsband von ±10% UN genutzt werden. In der Praxis sind ONT-Stufenstellungen von 0,2%
und 4% üblich. Weiterführende Informationen findet man in [117], [118] und [119]. Diese Maß-
nahme ändert U1.

Eine weitere Möglichkeit ist eine Begrenzung der Wirkleistungseinspeisung und eine Anpas-
sung des Blindleistungslusses durch PV-Anlagen. Diese ist die für den Netzbetreiber am
schnellsten realisierbare und kostengünstigste Lösung. Eine gute Übersicht zur Regelung von
PV-Anlagen gibt Stetz [20]. Eine Reduzierung der Wirkleistungseinspeisung zur Begrenzung
der eingespeisten Jahresenergie zum Beispiel auf 95 % wird von Wieben et al. [120] diskutiert.
Diese Maßnahmen ändern den Betrag und die Phase von IL, beziehungsweise die Beträge von
IW und IB.

Lastmanagement ist eine Anpassung des Wirkleistungslusses. Bei zeitgleicher Anpassung
des Verbrauchs an die Einspeisung verringert sich die zu transportierende Leistung. In einer
Studie für den süddeutschen Raum wird ein theoretisch realiserbares Potenzial von circa ei-
nem GW berechnet, das für eine Zeitdauer von einer Stunde bereitgestellt werden kann [121].
Da zu der Zeit geeignete Programme und Rahmenbedingungen fehlen, erfüllt ein Großteil der
in dieser Studie identifizierten Lasten nicht die Anforderungen, um an der Verordnung zu ab-
schaltbaren Lasten teilzunehmen. Diese Maßnahme reduziert genau wie eine Begrenzung der
Einspeisewirkleistung bei PV-Anlagen den Wirkstrom IW.

Durch den Einsatz von elektrischen Speichern kann wie beim Lastmanagement eine Anpas-
sung der Erzeugung an den Verbrauch erfolgen und dadurch ein geregelter Wirkleistungsluss
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erfolgen. Weiterhin ist die Leistungselektronik des Speichersystems in der Lage, den Blindleis-
tungsluss im Netz zu regeln. Zur lokalen Regelung von Spannung und Strombelastung eignen
sich Speicher durch die Regelmöglichkeit von IW und IB sehr gut [122]. Darüber hinaus kön-
nen weitere Systemdienstleistungen wie zum Beispiel Frequenzregelung angeboten werden.
Vergleicht man elektrische Speicher mit anderen DEA, so zeigt sich, dass diese sich für die Be-
reitstellung von Systemdienstleistungen am vielseitigsten einsetzen lassen [123]. Weiterfüh-
rende Studien beschreiben den wachsenden Anstieg an Systemdienstleistungen, die von DEA
aus dem Verteilnetz angeboten werden müssen [89]. Je nach Anwendungsfall werden dabei
verschiedene Batterietechnologien eingesetzt [48]. Neben der aufwendigen informationstech-
nischen Vernetzung der Speicher sind die hohen Anschaffungskosten die wichtigsten Gründe,
warum elektrische Speicher bisher noch nicht großlächig eingesetzt werden [122].

5.1.5. Stand der Technik bei der Netzplanung und Besonderheiten beim Einsatz
von Batterien

Heutzutage ist der Netzausbau der konventionelle Lösungsansatz, wenn unzulässige Span-
nungen und Ströme im Stromnetz auftreten. Zur Umsetzung der Netzverstärkungsmaßnah-
men gibt es auf nationaler [124] und internationaler Ebene [125] verschiedene Planungsrichtli-
nien. Des Weiteren gibt es Empfehlungen, wie beipielsweise in [126]. Dennoch haben die Ver-
teilnetzbetreiber, aufgrund der unterschiedlichen Eigenschaften ihrer Stromnetze, in der Regel
verschiedene Natzausbauplanungsprozesse [127]. Um die verschiedenen Planungsansätze zu
standardisieren, wurde unter Beteiligung von 17 Verteilnetzbetreibern, welche mehr als 50%
des gesamtdeutschen Netzgebietes abdecken, eine Studie durchgeführt. Diese ist in [3] zu fin-
den und kann als Stand der Technik angesehen werden. In Abbildung 5.10 ist die herkömmliche
Vorgehensweise bei der Netzplanung schematisch dargestellt.

Betriebsmittel, welche heutzutage in diversen Studien zur Behebung von Netzproblemen ein-
gesetzt werden, sind in Tabelle 5.2 zu finden.

Tabelle 5.2.: Standardmäßig eingesetzte Betriebsmittel zur Netzverstärkung.

Betriebsmittel Dena [3] Stetz et al.
[128]

Idlbi et al.
[129]

Ackermann
et al.[130]

NS-Kabel (NAYY) 4x150 mm2
(3x150;
3x240)
mm2

4x150 mm2 4x150 mm2

MS/NS Transf.
(Sr,t)

630 kVA (400; 600;
800) kVA

(400; 600;
800; 1000)
kVA

630 kVA

MS-Kabel
(NA2XS2Y) 3x1x185 mm2 - - 3x1x240

mm2
HS/MS Transf.
(Sr,t)

40 MVA - - -

Ein Problem des in Abbildung 5.10 dargestellten Ansatzes liegt bei den Eingangsdaten: die Last
auf der NS-Ebene wird in der Regel nicht gemessen und muss von daher abgeschätzt werden.
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Netzausbau

Verbrauch und 

Erzeugunsprognose

Lösung

Betriebsgrenzen eingehalten

Netztopologie ändern

Akzeptable Kosten

Nein

JaJa
Nein

Nein

Ja

Abbildung 5.10.: Aktuelles Vorgehen bei der Netzplanung. [2, 3]

Dies kann durch Verwendung der (gemessenen) Jahreshöchstlast der Ortsnetztransformato-
ren [131], die Nennleistung dieser Transformatoren [132] oder Strukturdaten, wie dem Grad der
Elektrifizierung oder der Bevölkerungsdichte [131, 124], erfolgen. Auch Kombinationen dieser
Ansätze sind möglich, wie in [3] beschrieben wird. Auf der Erzeugerseite ist in der Regel die
Nennleistung der Generatoren bekannt und veröffentlicht [133].

Verteilnetze werden traditionell auf deterministische Art und Weise geplant [125]. Ursprünglich
wurde das Stromnetz ausschließlich nach dem Lastfall ausgelegt, wobei die Einspeisung als
konstant angenommen wurde. Die bereits erwähnte Zunahme an dezentralen Erneuerbaren
Energieanlagen hat jedoch zu zwei worst-case Szenarien geführt. Diese sind [125]:

• Starklastfall (SLF): Maximale Last, keine Einspeisung

• Rückspeisefall (RSF): Minimale Last, maximale Einspeisung

Diese extremen Szenarien berücksichtigen allerdings nicht die zeitliche und räumliche, bzw.
anlagenspezifische Variabilität von Stromnachfrage und -erzeugung bei einer größeren Anzahl
von Lasten und Generatoren. Deswegen werden basierend auf einem einfachen probabilisti-
schen Ansatz Skalierungsfaktoren für Lasten und Generatoren in einem Netzgebiet bestimmt,
welche alle auftretenden Netzzustände berücksichtigen und die beiden worst-case Szenari-
en realistischer abbilden [3]. Für Lasten wird dieser Skalierungsfaktor definiert als die durch-
schnittliche aufgenommene Last in Abhängigkeit der installierten Leistung [125]. Für Genera-
toren sind eher die räumliche Verteilung und die verschiedenen Anlagenkonfigurationen und
Ausrichtungen ausschlaggebend. Der Skalierungsfaktor für Generatoren ist definiert als der
Quotient der aktuellen und installierten Leistung [35]. Unter der Prämisse, dass Erzeugung und
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Last gleichzeitig auftreten können, wurden Skalierungsfaktoren in diversen Studien bestimmt
[15, 3, 16, 17].

Tabelle 5.3.: Skalierungsfaktoren für Generatoren mit Anschluss an der Nieder- oder Mittelspannung,
basierend auf [15, 3, 16, 17].

Wind PV Biomasse Wasser

SLF 0 [3] 0 [15, 3, 16, 17] 0 [3],
0.6 [15] 1 [3]

RSF 0.95 [15], 1
[3]

0.85[3, 16, 17],
0.89 [15]

0.98[15], 1
[3] 1[3]

Tabelle 5.4.: Skalierungsfaktoren für Lasten mit Anschluss an der Nieder- oder Mittelspannung, basie-
rend auf [3, 18].

Last (NS) Last (MS) Großlast (MS)
SLF 1 [3] 1 [3] 1 [18]
RSF 0.1 [3] 0.15 [3] 0.5 [18]

Die Skalierungsfaktoren beziehen sich auf die Nenn-/Bemessungsscheinleistung von Gene-
ratoren und die Spitzenleistung von Lasten. Bei PV-Anlagen bezieht sich dieser Faktor auf
die installierte Modulleistung PSTC [16, 17]. Im Rückspeisefall wird der Skalierungsfaktor für
die Lasten, die an der Mittelspannung anschlossen sind, höher angesetzt, um eine höhere
Gleichzeitigkeit dieser Lasten zu berücksichtigen. Manche größere Verbraucher besitzen ei-
gene MS/NS-Transformatoren und sind direkt an die Mittelspannung angeschlossen (Groß-
last). Die Spitzenlast dieser Großlasten kann mit 40% der Bemessungsscheinleistung SB, t des
eigenen Transformators angenommen werden [18]. Erfahrungswerte zeigen, dass diese Ska-
lierungsfaktoren alle möglichen eintreffenden Netzzustände abdecken. Deswegen werden sie
üblicherweise in Arbeiten verwendet, die ohne Messdaten der Niederspannung durchgeführt
wurden [106, 53, 3]. Da diese extremen Netzzustände eventuell niemals in der Realität eintre-
ten [134] und unter anderem die Wechselwirkung der Betriebsmittel untereinander weitgehend
unberücksichtigt bleibt, werden Verteilnetze in der Regel überdimensioniert. Um den Planungs-
prozess effektiver zu gestalten, wird von [135] und [125] ein Paradigmenwechsel von traditio-
nellen Planungsmethoden passiver Verteilnetze hin zu neuen Planungsmethoden von aktiven
Verteilnetzen, definiert in [136], gefordert. Der Übergang wird detailliert in [125] beschrieben.
Diese neuen Planungsansätze sollen sowohl Betriebsmittel effizienter nutzen [126] als auch
redundante Investitionen verhindern und O&M Kosten minimieren [137].

In neuen Planungsansätzen von Verteilnetzen wird der Planungsprozess oft als nicht-lineares
gemischt-ganzzahliges Optimierungsproblem aufgefasst, in dem versucht wird, unter ande-
rem Netzverluste, Netzausbau und Kosten zu minimieren [138]. Eine allgemeine Beschreibung,
Klassifizierung und Bewertung von neuen Planungsansätzen findet sich in [139, 140, 141], wäh-
rend [138, 142, 143] vor allem auf die Einbindung von Erneuerbaren Energieanlagen in die Netz-
planung eingehen. Es zeigt sich, dass meist deterministische Ansätze mit numerischen und
evolutionären Methoden gewählt werden, in denen die Zuverlässigkeit der Stromversorgung
implizit vorausgesetzt ist. Wird die Zuverlässigkeit der Stromversorgung als Vorgabe in der
Netzplanung berücksichtigt, so werden in der Regel Methoden wie z.B. evolutionäre Algorith-
men für eine multikriterielle Optimierung bevorzugt. Diese haben den Vorteil, dass neben dem
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eigentlichen Ziel der Optimierung (z.B. minimale Netzausbaukosten) auch andere Ziele (z.B.
minimale Nichtverfügbarkeit in min/a) berücksichtigt werden können. Die Versorgungszuver-
lässigkeit kann über die Häufigkeit, Dauer, Wahrscheinlichkeit und Ausmaß von Versorgungs-
unterbrechungen quantifiziert werden.

Vorteile der neuen Plaungansätze gegenüber der manuellen traditionellen Verteilnetzplanung
sind, dass durch die systematische Methodik Unsicherheiten und Kosten minimiert und der
Prozess durch die Automatisierung beschleunigt werden kann. Trotzdem bleibt das Problem
bestehen, dass Verteilnetze überdimensioniert werden, solange Extremszenarien die Basis für
die Planung sind. Um diesem Problem zu begegnen, kann man possibilistische oder probabi-
listische Methoden anwenden. So kann zum Beispiel durch probabilistsche Algorithmen, ba-
siernd auf Wahrscheinlichkeitsdichtefunktionen, quantifiziert werden, wie wahscheinlich ver-
schiedene (extreme) Netzzustände auftreten. Der Nachteil dieses Ansatzes ist, dass zur Erstel-
lung der Wahrscheinlichkeitsdichtefunktionen hochaufgelöste Zeitreihen der Lasten, Genera-
toren und Batteriesysteme benötigt werden, die in Niederspannungsnetzen oft nicht verfügbar
sind.

Ist die Datenlage für Lasten (SmartMeter) und Generatoren (größere Erneuerbare Energiean-
lagen sind oft an die Leitwarte des Netzbetreibers angeschlossen) noch relativ gut, so werden
Wirk- und Blindleistungszeitreihen von Batteriesystemen oft nicht erfasst oder sind schwer
prognostizierbar. Aus diesem Grund wird in der Regel auf synthetische Zeitreihen zurückgegrif-
fen. Dies gilt vor allem für den Wirkleistungsluss von Batteriesystemen, da ihre Betriebsstrate-
gien von Geschäftsmodellen abhängen, die zum Beispiel auf Preisluktuationen auf dem Ener-
giemarkt basieren. Darüber hinaus hängt das Verhalten des Batteriesystems, wie beispielswei-
se der Blindleistungsluss, auch von anderen Netzkomponenten ab. Um realistische Zeitreihen
zu modellieren, müssen folglich Lastlussberechnungen durchgeführt werden in denen die Be-
triebsstrategie des Batteriesystems sowohl das Geschäftsmodell als auch auch das Verhalten
der Batterie auf Netzzustände berücksichtigt. Je nach Anwendung und Technologie müssen
für die Erstellung der Zeitreihen verschiedene Zeitschritte realisiert werden [125]. [144] zeigt,
dass für die Anwendung von Batteriesystemen zur Eigenverbrauchsmaximierung die Betriebs-
strategie, vor allem in Bezug auf die Begrenzung der Wirkleistung am Verknüpfungspunkt, min-
destens in 1-min Schritten simuliert werden sollte, um kurzzeitige Einspeisespitzen zu verhin-
dern. Bei der Modellierung von Batterien die am Primärregelmarkt teilnehmen scheint eine Si-
mulationsschrittweite von einer Sekunde angebracht, da sonst einige Freiheitsgrade, wie sie in
Abschnitt 4.1.1 beschrieben wurden, nicht abgebildet werden können.

In mehreren Studien werden Erneuerbare Energieanlagen und Batteriespeicher in die Verteil-
netzplanung integriert: zum Beispiel wird in [145, 146, 147] eine netzdienliche Wirkleistungsre-
gelung betrachtet und in [148] die Teilnahme an Energiemärkten berücksichtigt. Da neben einer
netzdienlichen Wirkleistungsregelung durch Batteriesysteme vor allem die Blindleistungsrege-
lung eine ladestandsunabhängige und sehr kostengünstige Art der Spannungbeeinlussung
ist, schlägt EURELECTRIC vor, diese vermehrt zu untersuchen [149]. Dabei werden meistens
zwei verschiedene Konzepte betrachtet: Ein zentraler Ansatz in dem mittels Lastlussberech-
nung ermittelt wird, welche Blindleistung das Batteriesystem erbringen soll, oder ein dezen-
traler Ansatz, der auf einer autonomen Spannungsregelung basiert, wie es zum Beispiel bei
einer Q(U)-Regelung der Fall ist [20]. Zur Zeit werden in technischen Anschlussbedingungen
von Erneuerbaren Energieanlagen und Speichern autonome Spannungsregelungen favorisiert
[150].

Seite 78



Abschlussbericht | BMWi Förderprojekt
”

SmartPowerFlow“

Die Herausforderung der aktuellen Forschung liegt also in der Modellierung von Batteriesyste-
men zur Berechnung von Wirk- und Blindleistungszeitreihen für verschiedene Anwendungsfäl-
le, um neue Planungsansätze von aktiven Verteilnetzen sinnvoll einsetzen zu können.

5.2. Angewendete Methodik zur netzdienlichen Positionierung von
Großbatterien in Verteilnetzen

Ziel der hier vorgestellten Methodik ist es, optimale Standorte für den Einsatz von Großbatteri-
en in Niederspannungsnetzen zu finden. Das entscheidende Kriterium ist hierbei die maxima-
le Verhinderung von Netzausbaukosten aufgrund zunehmender Erneuerbarer Energieeinspei-
sung.1 Ergebnis des dargestellten Ansatzes ist eine Priorisierung der potentiellen Installations-
orte anhand des erwähnten Kriteriums.

Das präsentierte Vorgehen wurde zur Positionierung der Batterie im Projekt SmartPowerFlow
verwendet. Aufgrund der großen Anzahl von möglichen NS-Netzen wurden vom Verteilnetz-
betreiber 80 Ortsnetze mit einem hohen Anteil an PV vorausgewählt. Für diese potenziellen
Netzgebiete wurde die Standortermittlung durchgeführt. Der gewählte Installationsort im Pro-
jekt wies die Priorität Nr.11 auf. Die ersten 10 Standorte wurden aufgrund nicht technischer
Gründe nicht berücksichtigt (z.B. Lärmbelästigung, Standortverfügbarkeit, etc.).

Über die Positionierung der Batterie im Projekt hinaus konnten mit dem Ansatz drei allgemei-
ne Auswahlkriterien entwickelt werden, anhand derer in Zukunft eine Vorauswahl potenzieller
Batteriestandorte vereinfacht vorgenommen werden kann. Damit wird Verteilernetzbetreibern
ein Werkzeug an die Hand gegeben, mit dem sie ohne aufwändige Simulationen potenzielle
Batteriestandorte in ihrem Netzgebiet bestimmen können.

Wie oben bereits erwähnt, lautet die Kernfrage bei der Positionierung von Großbatterien in Nie-
derspannungsnetzen:

Wo muss ein Batteriesystem in einem gegebenen Netzgebiet eingesetzt werden, um maxima-
le Netzausbaukosten zu verhindern?

Zur Beantwortung dieser Frage müssen die Faktoren ausgemacht werden, die zu maximalen
Netzausbaukosten führen. Dabei spielen örtliche und zeitliche Komponenten eine Rolle. Ein
Standort wird danach bewertet, wie viele - möglichst kostenintensive - Betriebsmittel durch
den Batterieeinsatz entlastet werden. Zeitlich wird betrachtet, wie durch den Batterieeinsatz
zeitnahe Investitionen verschoben oder verhindert werden können. Aufgrund der Abzinsung
einer Investition ist bei gleich hoher Investitionsumme und gleichen Betriebskosten die zeitnä-
here Investition stets die ungünstigere.

Der Batteriespeicher sollte ein ganzes Netzgebiet und nicht nur dessen spannungskritischs-
ten Knoten entlasten. Trotzdem müssen Spannungsbandverletzungen möglichst ortsnah, al-
so im günstigsten Fall im NS-Netz, gelöst werden. Aus diesem Grund wird gezielt nach einem
Standort an der NS-Sammelschiene (NS-SS) einer Ortsnetzstation (ONS) gesucht, um dort

1Der Ansatz postuliert einen homogenen DEA Zubau im Verteilnetz. D.h. für die betrachteten Netzgebiete existiert
kein DEA-Ausbaupfad.
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über eine Blindleistungsregelung die Spannung zu beeinlussen. Das vorgegebene Batteriesys-
tem ist an der NS-SS der ONS mit dem Niederspannungsnetz verbunden (siehe Anhang A.2).
Da Spannungsbandverletzungen im Netzgebiet der LVN vor allem durch den Zubau von PVA
bedingt sind, wird das Batteriesystem in ein NS-Netz eingebaut, in dem der obere Grenzwert
der Nennspannung Un+10% (nach DIN 50160) kritisch ist. Diese Spannungssenkung führt zu
einer Entkoppelung des NS-Netzes von dem MS-Netz bezüglich der starren Spannungskopp-
lung. Darüber hinaus werden aber durch den Blindleistungsluss in Richtung Umspannwerk in
geringem Maße auch benachbarte Ortsnetze entlastet, also deren Spannungen gesenkt. Ein
weiterer Grund für den Anschluss des Batteriesystems an der NS-SS statt am Knoten mit der
höchsten Spannung ist, dass die thermische Belastung der Leitung nicht zusätzlich in nur ei-
nem Strang erhöht werden soll. Zudem kann durch den Wirkleistungsbezug der Batterie die
Auslastung überlagerter Betriebsmittel reduziert werden.

Da ein zeitnaher Ausbau im Vergleich zu einem späteren ebenfalls die Netzausbaukosten stei-
gert, werden vorrangig spannungskritische NS-Netze behandelt. Spannungskritisch sind in die-
sem Zusammenhang die Netze, die mit dem Stufensteller am Umspannwerkstransformator
nicht auf einen zulässigen Sollwert geregelt werden können. Dieser Fall tritt auf, wenn die Span-
nungsdifferenz zweier Knoten verschiedener MS-Stränge mehr als 20% der Nennspannung Un
(±10% Un nach DIN 50160) beträgt.

Postuliert man einen homogenen Zubau von DEA im Verteilnetz, so muss an diesen span-
nungskritischen Knoten ein spannungsbedingter Netzausbau priorisiert erfolgen. Wird ein
Worst Case (Starklast- und Rückspeisefall) betrachtet, muss das jeweils spannungskritischste
Strangpaar mit der höchsten Spannungsdifferenz ermittelt werden. Je mehr NS-Stränge einen
bestimmten Schwellenwert ∆U erreichen, desto höher sind die zeitnahen Netzausbaukosten.
Der Schwellenwert wurde in Abstimmung mit Experten des Netzbetreibers LVN auf 15% fest-
gelegt. Summiert man alle maximalen Spannungsdifferenzen ∆Umax zu einem Wert für jedes
Ortsnetz, so erhält man

∑

∆Umax, ON, siehe Abbildung 5.11. Der Grenzwert∆Umax wurde einge-
führt, damit ausgeschlossen werden kann, dass ONS die zwar viele Abgänge und einen hohen
∑

∆Umax, ON-Wert, aber keine hohen Knotenspannungen aufweisen, als spannungskritsch an-
gesehen werden.

Beispielhaft ist ein Verteilnetz dargestellt, in dem an einem Strang ein Starklastfall, am ande-
ren ein Rückspeisefall anliegt. Im gesamten Verteilnetz liegen NS-Lasten und -Einspeiser ent-
weder in aggregierter Form vor (in der Abbildung als Sammellast bezeichnet), dann sind sie
direkt an die Unterspannungsseite des Ortsnetztransfomators angeschlossen, oder sie liegen
in einem realen NS-Netz verteilt auf die Hausanschlüsse vor. Beschriebene Knoten und deren
Spannungen sind in der Abbildung mit einem roten Punkt markiert. In dem Strang, an dem der
Starklastfall vorliegt, liegt in einem Ortsnetz eine minimale Spannung an einem Gewerbebe-
trieb von 91% vor. An einem anderem Ortsnetztransformator mit einer Sammellast liegt an der
Unterspannungsseite des ONT eine Spannung von 94% vor. Um den Spannungsabfall im nicht
vorliegenden NS-Netz zu berücksichtigen, wird ein Spannungsabfall von 4% angenommen [19].
Die minimale Spannung Umin in diesem Abgang des Umspannwerkes liegt also bei 90%. Wei-
ter wird angenommen, dass diese die niedrigste auftretende Spannung in diesem Szenario
ist. In dem UW-Abgang an dem der Rückspeisefall vorliegt, wird jeweils die höchste Spannung
die an einem NS-Abgang anliegt berücksichtigt. Liegt die Differenz von Umax,x und Umin höher
als der oben festgelegte Grenzwert von 15%, wird dieser Wert bei der Summenbildung von
∑

∆Umax, ON berücksichtigt. Für das Beispiel aus Abbildung 5.11 gilt damit:
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Abbildung 5.11.: Schematische Darstellung zur Bestimmung des Parameters
∑

∆Umax, ON.

∑

∆Umax,ON = (Umax,1 − Umin) + (Umax,2 − Umin) + ..+ (Umax,6 − Umin) = 90 % (5.4)

Der Vorteil dieser Methode ist, mit
∑

∆Umax, ON einen Wert zu erhalten, der es ermöglicht, ver-
teilnetzübergreifend verschiedene Ortsnetze bezüglich ihrer spannungsinduzierten maximalen
Netzausbaukosten zu vergleichen und damit den optimalen Batteriestandort zu bestimmen.

Allgemein ist ein Optimierungsproblem dann gegeben, wenn eine zu minimierende beziehungs-
weise maximierende Zielfunktion sowie das Problem beschreibende Nebenbedingungen vor-
liegen. Als Optimierungsmethode wird in dieser Arbeit ein Brute-Force-Ansatz, bei dem alle
möglichen Kombinationen berechnet werden, gewählt. Die Zielfunktion zur optimalen Stand-
ortbestimmung ist die Maximierung der Summe aller Spannungsdifferenzen ∆Umax für jede
Ortsnetzstation

∑

∆Umax, ON. Dieser Wert wird, wie bereits erläutert, als indirekter Indikator für
maximale Netzausbaukosten angenommen.

∑

∆Umax, ON wird durch eine Automatisierung in
MATLAB für jedes der 80 vom Verteilnetzbetreiber vorausgewählten Ortsnetze ermittelt. Ein-
zuhaltende Nebenbedingung ist eine nötige Spannungsdifferenz ∆UG von 15%. Dieser Such-
algorithmus begünstigt Ortsnetzstationen mit einer hohen ∆U je NS-Strang und solche mit
vielen Strängen beziehungsweise Abgängen von der NS-Sammelschiene. Zur Ermittlung des
optimalen Standortes eines Batteriesystems sind die vorangegangen Überlegungen in die au-
tomatisierte Berechnung mit MATLAB eingelossen. Als Programmausgabe wird eine Excel-
Liste erstellt, in der alle untersuchten Ortsnetze nach

∑

∆Umax, ON absteigend sortiert sind. Die
Liste erlaubt es, Ortsnetze verschiedener Verteilnetze miteinander zu vergleichen. So können
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Ortsnetze identifiziert werden, in denen die erwarteten Netzausbaukosten hoch sind. An diesen
Standorten können gezielt weitere Schritte unternommen werden, um durch ein netzentlasten-
des Batteriesystem Netzausbau zu verzögern oder zu verhindern.

Anhand der erstellten Prioritätenliste für die 80 potentiellen Standorte wurden allgemeine Kri-
terien für eine Standortwahl identifiziert. Dabei wurden neben Spannungswerten weitere Para-
meter untersucht, die bei vorhandenen Netzdaten einfach zu ermitteln sind und die mit einem
hohen Platz in der Rangliste korrelieren. Folgende Kriterien wurden ermittelt:

• Kriterium 1: Das Ortsnetz befindet sich in der zweiten Hälfte eines MS-Strangs, an dem
viele Photovoltaikanlagen angeschlossen sind.

• Kriterium 2: Im Ortsnetz übersteigt die angeschlossene Photovoltaikleistung die Hälfte
der Bemessungsscheinleistung des Ortnetztransformators und ist über mindestens die
Hälfte der NS-Stränge verteilt.

• Kriterium 3: Im parallelen MS-Strang muss mindestens eine niedrige Knotenspannung in
einem Ortsnetz vorliegen.

Treffen alle drei Kriterien für ein Ortsnetz zu, so ist die Wahrscheinlichkeit groß, dass es sich
für den Einsatz einer Großbatterie eignet. Neben dieser wirtschaftlich-technischen Planungs-
grundlage müssen für eine praktische Standortwahl weitere Gesichtspunkte wie Verfügbarkeit,
Lärmbelastung und Auslastung des ON-Transformators berücksichtigt werden.
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6. Optimierung des marktgetriebenen und
zugleich netzdienlichen Betriebes des
Batterieprototyps

Der Anteil an Großbatterieprojekten kann auf der Verteilnetzebene nur durch die Entwicklung
einer Betriebsstrategie, welche eine marktgetriebene und eine netzdienliche Speicheranwen-
dung optimal miteinander kombiniert, erreicht werden (vgl. Kapitel 1) .

Die Analyse markgetriebener Einsatzmöglichkeiten für Großbatterien in Kapitel 4 hat gezeigt,
dass unter heutigen rechtlichen und regulatorischen Rahmenbedingungen der Einsatz am Pri-
märregelleistungsmarkt das mit Abstand lukrativste Geschäftsmodell für Großbatterien ist
(siehe Abbildung 4.12). Dies ist der wesentliche Grund dafür, weshalb der Fokus in dem Projekt
SmartPowerFlow auf diesem Geschäftsmodell lag. Ein weiterer Grund ist jedoch, wie in Kapi-
tel 4.1.1 erwähnt wurde, dass es bisher keine Erfahrung mit Vanadium-Redox-Flow-Batterien
am PRL-Markt gibt. Die freie Skalierbarkeit des Energie-zu-Leistung-Verhältnisses dieser Spei-
chertechnologie könnte sich jedoch in Zukunft, gerade vor dem Hintergrund der Diskussionen
bezüglich der von den ÜNB gestellten Kapazitätsanforderungen an PRL-Batterien, als vorteil-
haft erweisen.

Generell reagieren Batterien mit ihrer Wirkleistungsabgabe bei einer Teilnahme am PRL-Markt
auf die Netzfrequenz (vgl. Abbildung 4.2) und nicht auf die aktuelle Netzsituation. Von daher
verhält sich ein solcher Speicher aus Perspektive der Netzstabilität zunächst kontraproduk-
tiv, da davon ausgegangen werden muss, dass die Batterie den Netzanforderungen für einen
stabilen Betrieb bei kritischen Netzzuständen entgegenwirkt. Um trotz dieses Sachverhaltes
einen netzdienlichen Einsatz der SPF-Batterie zu ermöglichen, wurde diese an die Niederspan-
nungssammelschiene einer Ortsnetzstation angeschlossen (vgl. Kapitel 2.1). Dadurch hat die
Wirkleistungsabgabe des Speichers nur eine minimale Auswirkung auf die Netzspannung in
dem Ortsnetz. Und wie bereits in Kapitel 5.1.2.2 erläutert wurde, sind Spannungsbandverlet-
zungen die Hauptursache für Netzausbaumaßnahmen in Verteilnetzen. Die Netzdienlichkeit
des SPF-Speichers wird trotz einer nicht netzdienlichen Wirkleistungsabgabe sichergestellt,
indem die Batterie über eine Blindleistungsabgabe bzw.- aufnahme die Spannung in dem Orts-
netz dahingehend regelt, dass vorgegebene Spannungsstabilitätskriterien eingehalten werden
(siehe hierzu Abbildung 2.5). Da die Blindleistungsabgabe bzw.- aufnahme also ausschließlich
in Abhängigkeit der Netzspannung an der Sammelschiene erfolgen soll, wurde die SPF-Batterie
mit einer Q(U)-Regelung ausgestattet (vgl. Kapitel 2.1).

Ziel der in diesem Kapitel entwickelten Betriebsstrategie ist es somit, die Primärregelleistungs-
erbringung optimal mit einer Blindleistungsregelung zur Netzaufnahmefähigkeitserhöhung für
Erneuerbare Energieanlagen zu kombinieren (siehe schematische Darstellung in Abbildung
6.11).
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(a)

(b)

Abbildung 6.1.: Ziel der entwickelten Betriebsstrategie: Optimale Kombination von Primärregelleis-
tungserbringung (a) und Blindleistungsregelung zur Netzaufnahmefähigskeitserhöhung für Erneuerba-
re Energieanlagen (b).
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Die Herausforderung beim Erreichen dieses Zieles ist, dass die beiden Dienstleistungen ѦPri-
märregelleistungsbereitstellungѧ und ѦSpannungshaltungѧ mit einer hundertprozentigen Ver-
fügbarkeit erbracht werden müssen. Denn zum einen muss laut heutigen gesetzlichen Vorga-
ben dem Endverbraucher zu jedem Zeitpunkt Elektrizität innerhalb eines fest vorgegebenen
Spannungsbandes bereitgestellt werden (vgl. Kapitel 5.1.2.2). Zum anderen ist eine hundert-
prozentige Verfügbarkeit der Anlagen, welche einen Zuschlag am PRL-Markt erhalten, in den
Teilnahmebedingungen des PRL-Marktes festgeschrieben (siehe Tabelle 4.3). Da Batteriespei-
cher jedoch im Unterschied zu konventionellen Anlagen eine begrenzte Kapazität aufweisen,
muss sichergestellt werden, dass der Ladestand der Batterie zu jedem Zeitpunkt auf einem
Level gehalten wird, der die Erbringung der Dienstleistungen ermöglicht. Abbildung 6.2 ver-
deutlicht jedoch, dass die im Projekt betrachtete Batterie durch Wirkungsgradverluste, selbst
bei temporär vermehrt negativem PRL-Abruf (Laden), der Ladestand fast kontinuierlich sinkt.
Bei netzdienlichem PRL-Betrieb wird dem Speicher durch Blindleistungsbereitstellung noch zu-
sätzliche Energie entzogen, da der Wechselrichter den Energiebedarf für die Blindleistungsbe-
reitsstellung der Batterie entnimmt. Die Steuerung des Ladestands ist folglich notwendig, um
ein Leerlaufen des Speichers zu verhindern und die Verfügbarkeit zu gewährleisten.

Abbildung 6.2.: PRL-Erbringung in einem Feldtest durch den SPF-Speicher ohne Betriebsstrategie über
einen zufälligen Tag.

Wie in Kapitel 4.1.1 erläutert wurde, liegt der optimale Ladestand für Batterien, welche am PRL-
Markt eingesetzt werden, bei etwa fünfzig Prozent. Der Grund hierfür ist, dass statistisch gese-
hen über die Zeit ungefähr die gleiche Menge an positiver und negativer Regelleistung erbracht
werden muss. Da der Ladestand von PRL-Batterien jedoch auf lange Sicht dazu neigt zu fal-
len, haben die deutschen ÜNB insgesamt sechs ѦFreiheitsgradeѧ zur Ladestandsanpassung
während des Batteriebetriebes definiert. Diese sind in [151] näher erläutert.

In dem Projekt SmartPowerFlow wurden folgende Freiheitsgrade für Ladestandsanpassungen
angewendet:

• Totbandnutzung: Leistungserbringung auch innerhalb des Frequenz-Totbands.

• Optionale Übererfüllung: Überschreiten des proportionalen PRL-Werts um bis zu 20 Pro-
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zent.

• Leistungsgradient: Ausnutzung des technisch möglichen Leistungsgradienten über die
maximale Aktivierungsdauer von 30 s hinaus.

• Be- oder Entladen durch Fahrplangeschäfte: Kauf oder Verkauf von Energie am Intraday-
Markt unter Berücksichtigung von Fahrplanmeldefrist (30 min) und Kontraktdauer
(15 min).

Die Möglichkeit Ladestandskorrekturen mittels anderer technischer Einheiten vorzunehmen,
wie sie von den ÜNB gestattet wird, kommt hier nicht in Betracht, da gerade die Umsetzbarkeit
des stand-alone Betriebs einer netzdienlichen Großbatterie gezeigt werden soll. Des weiteren
wird der Freiheitsgrad ѦVerschiebung des Totbandes abhängig von der veränderten Sollfre-
quenzѧ nicht berücksichtigt, da dieser Informationen über bevorstehende Systemzeitkorrektu-
ren mittels eines ÜNB-Anschlusses erfordert. Dieser war jedoch im Projekt nicht vorhanden.

Die ersten drei der aufgelisteten Maßnahmen sind kostenneutral und können kontinuierlich an-
gewendet werden. Droht der Ladestand dennoch, in einen kritischen Bereich zu gelangen, ist
paralleles Be- oder Entladen erforderlich. Dieses erfolgt für die betrachtete stand-alone Batterie
durch Fahrplangeschäfte am Intraday-Markt, wodurch zusätzliche Kosten entstehen. Die An-
wendung dieser Ladestandskorrekturen erfordert somit eine Optimierung, welche die zusätz-
lichen Kosten minimiert und gleichzeitig die Verfügbarkeit des Speichers für PRL-Erbringung
sowie Blindleistungsregelung gewährleistet.

Im Folgenden wird die wirtschaftlich optimale PRL-Betriebsstrategie, die die Vorhaltung von so-
wohl Wirk- als auch Blindleistung des stand-alone Systems sicherstellt, bestimmt (Kapitel 6.2).
Dazu dient ein anhand von Messwerten erstelltes Simulationsmodell des SPF-Batteriesystems
(Kapitel 6.1). Im Zuge dessen wird die Auswirkung der von den ÜNB formulierten Freiheitsgra-
de und der zusätzlichen Blindleistungsbereitstellung bewertet. Ein Feldtest mit den ermittelten
Parametern demonstriert die technische Umsetzbarkeit des Anwendungsfalls. Abschließend
werden die Gesamtwirtschaftlichkeit eines auf dem betrachteten System basierenden PRL-
Pools und eines exemplarischen Lithium-Ion-Systems (wie in Tabelle 4.2 zu sehen ist, ist dies
die gängigste Technologie am PRL-Makt heutzutage) unter verschiedenen ökonomischen An-
nahmen beurteilt und die Ergebnisse in einem Fazit zusammengeführt.

6.1. Modellierung des Batterieprototyps auf Grundlage von
Messwerten

Das Ziel der Batteriesystemmodellierung ist es, den Einsatz der Batterie am PRL-Markt mit zu-
gleich netzdienlichem Verhalten über einen längeren Zeitraum möglichst real abzubilden und
damit den Betrieb des Speichers wirtschaftlich zu optimieren. Dazu muss unter Vorgabe der zu
erbringenden Wirkleistung in Abhängigkeit der Netzfrequenz sowie der zu erbringenden Blind-
leistung in Abhängigkeit der Spannung die Änderung des CL der Batterie abgebildet werden. Im
Folgenden wird zunächst die Abbildung der beiden Komponenten Wechselrichter und Batte-
riespeicher im Modell detailliert erläutert und abschließend eine Validierung des Modells durch
einen Vergleich des gemessenen CL-Verlaufs mit dem simulierten Verlauf durchgeführt.
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Abbildung 6.3.: Demonstration des 4-Quadrantenbetriebs des Wechselrichters im Feld

Abbildung des Wechselrichters

Im Betrieb des Wechselrichters treten im Wesentlichen Leerlaufverluste und Scheinleistungs-
verluste auf. Leerlaufverluste sind von der Scheinleistung unabhängige Verluste, welche haupt-
sächlich durch Schaltverluste der IGBTs (Insulated-Gate Bipolar Transistor) der Wechselrich-
terbrücke entstehen. Für den im SmartPowerFlow Projekt eingesetzten SMA-Wechselrichter
betragen diese Verluste 2,3 kW. Bestimmt wurden sie durch das Messen der DC-Leistung zwi-
schen Batterie und Wechselrichter (vgl. Abbildung A.3) bei netzseitigen 0 kW Wirkleistung und
0 kvar Blindleistung.

Die Scheinleistungsverluste setzen sich aus den Verlusten durch die Erbringung der Wirk- so-
wie der Blindleistung zusammen. Der hier untersuchte Wechselrichter hat einen Arbeitsbereich
von ±200 kW sowie ±650 kvar. Im Betrieb des Batteriesystems konnte dieser Arbeitsbereich
allerdings nicht realisiert werden, da die Batterie ab Blindleistungen von etwa 600 kvar abschal-
tete. Als Grund hierfür wird angenommen, dass der Umrichter bei der Erbringung der Blindleis-
tung Schwingungen auf dem DC-Bus verursachte. Die Spannung fiel dadurch unter 650 V, was
dazu führte, dass die DC-Links der Batterie die Leistungsabgabe unterbrachen. Ein stabiler
Betrieb des Batteriesystems war bis 400 kvar möglich, sodass dieser als maximaler Blindleis-
tungswert festgelegt wurde (das geschilderte Problem wurde im Rahmen des Projektes nicht
behoben, da das Konsortium der Meinung war, dass eine Blindleistung von 400 kvar in der
Niederspannungsbene zur Netzstabilisierung mehr als ausreichend ist). Die Vermessung des
4-Quadrantenbetriebs von ±200 kW sowie ±400 kvar ist in Abbildung 6.3 dargestellt.

Zur Ermittlung der Verluste in Abhängigkeit der Wirkleistung wurde diese bei einer Blindleistung
von 0 kvar über den gesamten genannten Arbeitsbereich von ±200 kW variiert und über das
Verhältnis von DC- zu AC-Leistung für den Modus Laden bzw. AC- zu DC-Leistung für den Mo-
dus Entladen der Wirkungsgrad bestimmt. Die Ergebnisse dieser Messungen sind in Abbildung
6.4 dargestellt. Bei niedrigen Leistungen von unter 50 kW liegt der Wirkungsgrad des Wechsel-
richters demnach zwischen rund 85% - 95% und für Leistungen größer 50 kW zwischen 95% -
98%.

Die Bestimmung der Verluste in Abhängigkeit der Blindleistung erfolgte analog zu der Bestim-
mung der Verluste in Abhängigkeit der Wirkleistung durch ein variieren der Blindleistung über

Seite 87



Optimierung des marktgetriebenen und zugleich netzdienlichen Betriebes des Batterieprototyps

(a) (b)

Abbildung 6.4.: Gemessene Wirkungsgrade des Wechselrichters beim Laden (a) und Entladen (b) der
Batterie.

Abbildung 6.5.: Gemessene Wechselrichterverluste bei der Erbringung von Blindleistung.

den gesamten Arbeitsbereich von±400 kvar bei einer AC-Wirkleistung von 0 kW. Die Ergebnis-
se dieser Messung sind in Abbildung 6.5 dargestellt. Der Messpunkt bei einer Blindleistung von
0 kvar entspricht dabei den oben genannten Leerlaufverlusten von rund 2,3 kW. Die Verluste
steigen mit zunehmender Blindleistung und erreichen bei maximaler Blindleistungserbringung
rund 9 kW.

Die gesamten Scheinleistungsverluste Sloss werden im Modell wie folgt berechnet:

Sloss =
√

P 2
loss
+Q2

loss
(6.1)

wobei Ploss die Verluste in Abhängigkeit der Wirkleistung und Qloss die Verluste in Abhängigkeit
der Blindleistung sind. Zwischen den Messwerten wird jeweils linear interpoliert.
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(a) (b)

Abbildung 6.6.: Gemessene Batteriekennlinien für Laden (a) und Entladen (b) der Batterie .

Abbildung des Batteriespeichers

Für die Abbildung des Batteriespeichers wurden Lade- sowie Entladekennlinien aufgenommen.
Der Speicher wurde dazu unter Vorgabe verschiedener Leistungen vollständig be- bzw. entla-
den, wobei bei der Entladung zur Vermeidung einer Tiefenentladung nur bis zu 1% CL entladen
wurde. Die Ergebnisse dieser Messungen sind in Abbildung 6.6 dargestellt. Die Abweichungen
in den vorgegebenen Lade- und Entladeleistungen sind auf verschiedene Ursachen wie un-
ter anderem den Leistungseinbruch aufgrund einer zu hohen Elektrolyttemperatur, den Ausfall
einer DC-Link Gruppe oder auch falsche Steuerungsbefehle durch das Batteriemanagement-
system zurückzuführen.

Die Kennlinien zeigen, dass der Speicher nur bis zu einem gewissen CL mit konstanter Leis-
tung be- bzw. entladen werden kann. Nach Erreichen dieser CL-Grenze, welche abhängig von
der Leistung ist, sinkt die Lade- bzw. Entladeleistung stetig ab. So kann bei einer Ladeleistung
von 200 kW diese nur bis zu einem CL von 62% von der Batterie aufgenommen werden. Ab die-
sem Punkt, der hier mit CLC bezeichnet wird (Index C für charge, zu Deutsch: Laden), fällt die
Ladeleistung bis zur vollständigen Ladung der Batterie bis auf 53 kW ab. Die bis zu dem Punkt
CLC dem Speicher zugeführte Energie wird mit EC bezeichnet (vgl. Abbildung 6.7(a)). Analog
gilt dies für das Entladen. Der CL, ab welchem die konstante Entladeleistung absinkt, wird hier
mit CLD (Index D für discharge, zu Deutsch: Enladen) bezeichnet, die bis dahin dem Speicher
entnommene Energie mit ED (vgl. Abbildung 6.7(b)).

Da die Batterie stets die angeforderte Leistung P erbringen können muss, kann sie nur inner-
halb der Grenzen CLC und CLD der maximal abrufbaren Leistung betrieben werden. Die Berech-
nung der Änderung des CL in diesem Bereich wird im Modell wie folgt berechnet:

Laden: ∆CL = CLC ·
∆t · P

EC

∣

∣

∣

∣

P

mit CLi , CLf < CLC (6.2)

Entladen: ∆CL = (100− CLD) ·
∆t · P

ED

∣

∣

∣

∣

P

mit CLi , CLf > CLD (6.3)
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(a) (b)

Abbildung 6.7.: Messergebnisse der Aufnahme der Batteriekennlinien für Laden (a) und Entladen (b)
der Batterie .

wobei die Kennwerte CLC und EC sowie CLD und ED aus den Kennlinienaufnahmen ermittelt
wurden. Für Lade- und Entladeleistungen zwischen den aufgenommenen Leistungen werden
die Kennwerte linear interpoliert.

Modellvalidierung und Batterieverhalten

Für die Validierung des Batteriesystemmodells wurde die Batterie über zwei Wochen in dem Be-
triebsmodus PRL- und Blindleistungserbringung vermessen und der CL-Verlauf anschließend
durch Vorgabe der erbrachten AC-Wirkleistung und Blindleistung simuliert. Einen Ausschnitt
aus der Messreihe sowie den Vergleich von simuliertem und gemessenem CL-Verlauf zeigt
Abbildung 6.8. Für den gesamten Messzeitraum konnte eine sehr gute Übereinstimmung von
Simulation und Messung erzielt werden, mit einem relativen Fehler von 2,5%. Der simulierte
Verlauf eilt dem gemessenen Verlauf allerdings zumeist leicht voraus, was durch eine Träg-
heit der Messung des CL begründet ist, die im Modell nicht abgebildet ist. Der CL wird über
die Leerlaufspannung eines Stacks gemessen, an dem keine Last angeschlossen ist. Da sich
das Elektrolyt der an die Last angeschlossenen Stacks erst mit dem Elektrolyt in den Tanks mi-
schen muss, bevor es in den im Leerlauf betriebenen Stack gepumpt wird, wird der geänderte
Ladezustand erst mit einem gewissen Verzug gemessen. Dieser liegt zwischen 0-19 min.

Die Auswertung der Feldmessungen zeigt, dass das Gesamtsystem insbesondere bei geringen
Leistungen sehr niedrige Wirkungsgrade aufweist. Wie Abbidlung 6.9 verdeutlicht, liegt dieser
bei einer Leistung von 10 kW bei nur 15 %. Wird in der Energiebilanz zusätzlich der netzbezo-
gene Hilfsstrom für den Betrieb der Elektrolytpumpen berücksichtigt, verschlechtert sich der
Gesamtwirkungsgrad auf 11 %. Der im Datenblatt genannte Wirkungsgrad von 75 % wird nur
bei ca. 80 kW erreicht.
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Abbildung 6.8.: Batteriemodellvalidierung.

6.2. Optimierung eines netzdienlichen Einsatzes des
Batterieprototyps am Primärrgelleistungsmarkt

Ziel der in diesem Kapitel präsentierten Methodik ist es eine Betriebsstrategie für den Batterie-
prototyp zu identifizieren, welche einen möglichst lukrativen Speichereinsatz garantiert. Das
Vorgehen basiert auf einer Frequenzdatenanalyse, welche die von den ÜNB geforderte hun-
dertprozentige Verfügbarkeit bei der Erbringung der Dienstleistungen ѦPrimärregelleistungs-
bereitstellungѧ und ѦSpannungshaltungѧ über den gesamten Betriebszeitraum sicherstellt.

Grundlage der entwickelten Optimierung ist die Barwertmethode [31]. Bei dieser Methode wird
sämtlichen Zahlungen vor und nach einem beliebig wählbaren Bezugszeitpunkt ein Barwert
bzw. ein Gegenwartswert zugeordnet. Dazu werden alle Aufwendungen und Einnahmen, wel-
che während des Lebenszyklus auftreten, mit einem vorgegebenen Zinsfaktor auf den Bezugs-
zeitpunkt auf- oder abgezinst. Ausschlaggebend für die Sinnhaftigkeit einer Investition ist der
Kapitalwert. Dieser ist definiert als die Summe der Barwerte auf den Bezugszeitpunkt unmit-
telbar vor der ersten Zahlung.

Im Folgenden ist die Systemauslegung vorgegeben und damit die Investitionskosten fix. Ent-
sorgungskosten werden für die Analyse vernachlässigt, zumal u.U. am Ende der Lebensdauer
mit dem weiterverwendbaren Elektrolyt noch Erlöse erzielt werden können [152].

Die durch die Betriebsstrategie zu beeinlussenden wirtschaftlichen Faktoren bestehen in der
Folge somit aus den erzielbaren Erlösen am PRL-Markt und den Kosten bzw. Erlösen der er-
forderlichen Korrekturenergie. Vor diesem Hintergrund werden auf Basis der im nächsten Ab-
schnitt erläuterten Kostenannahmen die Parameter der Betriebsstrategie optimiert und so der
maximal mögliche Kapitalwert der betrachteten Investition berechnet.
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Abbildung 6.9.: Systemwirkungsgrad mit und ohne Hilfsstrom

6.2.1. Eingangsparameter

Grundlage für die Wirtschaftlichkeitsanalyse sind Daten zur Bewertung der angebotenen PRL-
Leistung und der Korrekturenergie sowie Investitionskosten des Speichersystems und Anga-
ben zu Kosten des laufenden Betriebs.

Investitionskosten

Investitionskosten für Batteriesysteme können grundsätzlich aus Kosten der leistungsgebun-
denen Komponenten cP, Kosten der kapazitätsgebundenen Komponenten cE, und Anlagen-
peripheriekosten C, welche nicht zwangsläufig mit der Systemauslegung skalieren und stark
projektabhängig sein können [8], für eine gegebene Leistung Pmax und eine gegebene Kapazität
Emax mit

I0 = cP · Pmax + cE · Emax + C (6.4)

berechnet werden [4]. Vorliegend wurden sie auf dieser Basis und mit einer Literaturrecher-
che für die beiden betrachteten Technologien ermittelt. Insbesondere für noch kaum markt-
lich etablierte Vanadium-Redox-Flow-Großbatterien [5][153] existiert dabei derzeit eine große
Bandbreite schwer zu verallgemeinernder Kostenangaben [154]. Bei Lithium-Ionen-Batterien
ist das Bild etwas einheitlicher [154]. Konkrete Kostensenkungspotenziale werden aktuell v.a.
für Lithium-Ionen-Batterien diskutiert [155], bei VRF-Batterien kann aufgrund der technologi-
schen Neuheit auch mit einem hohen Kostensenkungspotenzial gerechnet werden, welches
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jedoch nur schwierig zu quantifizieren ist. Die resultierenden Investitionskosten je Großbatte-
rie bezogen auf die installierte Kapazität veranschaulicht Abbildung 6.10.

Abbildung 6.10.: Investitionskosten der betrachteten Systemauslegung, Spannweite und Mittelwert
der verwendeten Literaturangaben. VRF nach[4][5][6][7], Li-Io nach [7][6][8][9].

Zusätzliche Investitionskosten sind für die Poolung der betrachteten Großbatterien zur Erfül-
lung der PRL-Mindestgebotsgröße von 1 MW, etwa durch Kommunikationsinfrastruktur und
geeignete Software, anzunehmen. Dazu liegen jedoch noch keine wissenschaftlichen Kosten-
angaben vor, sodass sie vernachlässigt werden. Allerdings erhöht das Pooling die Investiti-
onskosten weiterhin durch die in [99] geforderte Redundanz der größten Einheit, wodurch eine
zusätzliche Batterie vorgehalten werden muss.

Einnahmen und Ausgaben der Betriebsphase

Die Erlöse der PRL-Marktteilnahme bestimmen sich nach den im Markt erzielten Preisen und
werden daher auch durch die eigene Bietstrategie sowie Struktur und Kosten der anderen An-
bieter beeinlusst [156]. Vorliegend wird vereinfachend mit einem historischen Durchschnitts-
wert der wöchentlichen Gebote und der Annahme, dass das Speichersystem an 50 Wochen
im Jahr erfolgreich bietet und betriebsbereit ist [8], gerechnet.

Die historischen PRL-Preise schwanken im Jahresverlauf erheblich, die wöchentlichen Durch-
schnittswerte sind in den vergangenen drei Jahren leicht gestiegen und insgesamt nicht so vo-
latil wie in den anderen Regelleistungsmärkten [57]. Im Jahr 2015 lag der Jahresdurchschnitts-
preis der wöchentlichen Auktionen bei ca. 3500 EUR/MW [157]. Für die Zukunft hingegen be-
steht grundsätzliche Unsicherheit hinsichtlich der absoluten Effekte fundamentaler Faktoren
wie hoher Anteile luktuierender Erzeugung im Energiesystem oder den Markteintritt von Bat-
teriespeichern auf Bedarf und Preisbildung.

Derzeit sind rund 30 MW Batterieleistung am deutschen PRL-Markt präqualifiziert [158] und für
die kommenden Jahre Projekte von insgesamt über 100 MW angekündigt, sodass die präqua-
lifizierte Batterieleistung gut 150 MW [158] erreichen könnte. Dies würde die historisch deut-
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lich von konventionellen Kraftwerken mit verplichtendem Regelband geprägte Anbieterstruk-
tur [156] grundlegend ändern. Nach [158] resultieren 250 MW zusätzlicher Batterieleistung,
was die derzeit angekündigte um zwei Drittel übersteigt, in einem 6% niedrigeren Jahresdurch-
schnittspreis. Dies dient hier als erster Referenzwert für eine pessimistische Preisentwicklung,
eine tiefere Diskussion der theoretischen Auswirkungen der Batterien im Markt scheint als Ge-
genstand weiterer Untersuchungen jedoch sinnvoll.

Die zur Korrektur des Ladestands am Intraday-Markt gehandelte Enrgie wird mit dem Jahres-
durchschnittspreis für das 15-Minuten-Produkt von 33,09 EUR/MWh im Jahr 2015 [159] be-
wertet, obgleich auch die mittelfristige Entwicklung dieses Marktes nicht absehbar ist. Für die
vorliegende Berechnung wird jedoch gezeigt, dass die hiermit verursachten Kosten relativ ge-
ring sind, wodurch auch die Auswirkungen der Preisentwicklung weniger stark sein dürften als
beim PRL-Preis. Es wird vereinfachend davon ausgegegangen, dass die benötigte Leistung
jederzeit kontrahiert werden kann und für Zusatzkosten wird der Handelsteilnahme ein über-
schlägiger Wert von 2 EUR/MWh angesetzt [160].

Weitere Annahmen der Kapitalwertanalyse

Weiterhin wurden in Anlehnung an [9] für die Kapitalwertanalyse eine Umsatzsteuer von 19%
auf Kosten und Erlöse, Stromsteuer von 20,50 EUR/MWh1 auf gehandelte Energie und Kos-
ten für den Messstellenbetrieb an der Niederspannung von 508,86 EUR/Jahr [162] angesetzt.
Weiterhin wurde für die VRF-Batterie die zusätzlich für den Pumpbetrieb verbrauchte Energie
berücksichtigt. Für laufende Wartungs- und Betriebskosten wurde ein technologieneutraler kal-
kulatorischer Wert von 2% der Investitionskosten angesetzt, der auch Ersatzaufwendungen
einzelner Komponenten während der Lebensdauer abdeckt [163][164]. Der Kalkulationszins-
satz beträgt 4% [8] und die angenommene Lebensdauer beider Technologien 15 Jahre [8][53].

6.2.2. Betriebsoptimierung

Die Parameter der Betriebsstrategie, die vor dem erläuterten wirtschaftlichen Hintergrund zu
optimieren sind, stellt Abbildung 6.11 schematisch dar. Dabei geht es zum einen um die Auf-
teilung der verfügbaren Leistung, zum anderen um die Aufteilung der vorhandenen Kapazität.

Die präqualifizierte Leistung bestimmt bei gegebenem PRL-Preis die theoretischen Erlöse und
die Lage der batteriespezifischen Verfügbarkeitsgrenzen (hierbei handelt es sich um Lade-
standsbereiche bei welchen die Batterie nicht mehr die volle Leistung erbringen kann (siehe
Kapitel 6.1)). Die korrespondierenden Korrekturgrenzen lösen Fahrplangeschäfte zur Gewähr-
leistung der Verfügbarkeit aus und beeinlussen die Menge benötigter Korrekturenergie. Durch
sie erhöht bzw. reduziert sich die Wirkleistung mit einer Verzögerung von 30 Minuten für den
Lieferzeitraum von 15 Minuten [165] um den kontrahierten Wert (vgl. Abbildung 4.5). Der Ziel-
wert des Ladestands dient als Kriterium für die Anwendungsrichtung der kostenlosen Frei-
heitsgrade. Bei dem Freiheitsgrad ѦOptionale Übererfüllungѧ in Abbildung 4.4 bedeutet dies z.B.,
dass die Batterie bei Überfrequenz nur dann mit einer höheren Leistung beladen wird als es

1Die Steuer- und Abgabenbelastung für Stromspeicher im Einzelnen ist strittig. Lt. [161] ist Stromsteuer jedoch in
jedem Falle zu zahlen.
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(a) (b)

Abbildung 6.11.: Schematische Darstellung der Betriebsstrategieparameter: Aufteilung der verfügba-
ren Leistung (a), Aufteilung der verfügbaren Kapazität (b).

theoretisch erforderlich wäre, wenn sich der Ladestand des Speichers unter dem festgelegten
Zielwert befindet. Aufgrund der aus dem geringen Systemwirkungsgrad folgenden Asymme-
trie der Ladestandsentwicklung (vgl. Abbildung 6.2) wurde der Zielwert, oberhalb der Mitte, auf
60% angesetzt.

Die maximal zur Verfügung stehende Leistung des Systems muss folglich zwischen der Kor-
rekturleistung für Transaktionen und der in dem Markt gebotenen Leistung aufgeteilt werden.
Die Korrekturgrenzen sind für eine gegebene Leistung dann so zu wählen, dass sie ein Errei-
chen der oberen oder unteren Verfügbarkeitsgrenze verhindern. Kritisch ist dabei die Überwin-
dung des Zeitraums bis zur Erfüllung der Transaktion ausgehend vom Ladestand zum Auslö-
sungszeitpunkt. Angesichts der aufgezeigten Wirkungsgradverluste des Speichersystems und
der asymmetrischen Lage der Verfügbarkeitsgrenzen sind die obere und untere Korrekturgren-
ze individuell zu bestimmen.

Zur Bestimmung der Korrekturgrenzen wurden die Annahme getroffen, dass die Verfügbar-
keitsgrenzen auch in einem besonders über- bzw. unterfrequenten Monat nicht überschritten
werden dürfen, selbst wenn sich der Ladestand bereits am Monatsanfang an der entsprechen-
den Korrekturgrenze befindet. Als Grundlage der Betrachtung dienten Frequenzzeitreihen der
Netzgesellschaft Swissgrid AG. Der Schweizer Übertragungsnetzbetreiber hat als Ergebnis ei-
ner umfassenden Frequenzdatenanalyse zwei worst-case-Zeitreihen identifiziert. Hierbei han-
delt es sich um eine Starklast- und eine Schwachlastmonatszeitreihe. Diese sind in Abbildung
6.12 dargestellt. Wie zu erkennen ist, zeigt die blau dargestellte Starklastmonatszeitreihe2 im
Schnitt ein überfrequentes Verhalten auf. Da der Speicher bei Überfrequenz vermehrt Energie
aufnehmen muss, wurde diese Zeitreihe zur Bestimmung der oberen Korrekturgrenze verwen-
det. Die untere Korrekturgrenze wurde unter Verwendung der an der 50 Hz-Achse gespiegelten
Starklastmonatszeitreihe ernmittelt. Diese ist in Abbildung 6.12 in rosa dargestellt.

Die verwendeten Spannungszeitreihen stammen aus Messungen des Jahres 2013 am Netz-
2Aufgrund entsprechend höherer Nachfragelastgradienten schwankt die Netzfrequenz in Starklastperioden cha-

rakteristisch stärker als in Schwachlastperioden.
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Abbildung 6.12.: Häufigkeitsverteilungen der verwendeten Frequenzzeitreihen.

verknüpfungspunkt des Speichers. Die Klassifizierung charakteristischer Monatsperioden er-
folgte analog zu den Frequenzeingangsdaten mit jeweils in Summe besonders hohem oder
niedrigem sowie dem Jahresdurchschnitt entsprechendem Blindleistungsabruf. Zur Festle-
gung der Q(U)-Kennlinie (Abbildung 6.13) wurden die maximalen Spannungsgrenzen nach DIN
EN 50160 von±0,1 p.u. festgelegt [82] und eine Toleranz von±0,01 p.u. aufgrund von Messun-
genauigkeiten angenommen [128]. Da in Niederspannungsnetzen ein maximaler Spannungs-
abfall von 0,04 p.u. nicht überschritten werden darf [3], wird U4 auf 1,05 p.u. festgelegt (1,1 p.u.
- 0,01 p.u. - 0,04 p.u.). Ausgehend von einer Kennliniensteigung von 11%/V (Leiter-Erde-Spann-
ung) [150], ergibt sich für U3 ein Wert von 1,027 p.u. Da die Kennlinie punktsymmetrisch zum
Ursprung angenommen wird [150], ergeben sich U2 und U1. Im WR-Prototypen in Tussenhau-
sen ist ein PI-Regler mit den Parametern (Kp = 0,12 und Ki = 0,4) eingesetzt. Das PT1-Glied ist
derzeit nicht parametrierbar. Vereinfachend zu der bestehenden Regelung und um diese mit
der Q(U)-Regelung von Heimspeichern vergleichbar zu machen (vgl. Kapitel 7), wurde ein PT-1
Glied angenommen mit einem Verstärkungsfaktor K=1 und einer Zeitkonstante T=5 s [150].

Auf Basis der worst-case Frequenz- und Blindleistungszeitreihen wurde schlussendlich durch
iterative Simulationen einer gegebenen präqualfizierten Leistung jeweils eine obere und untere
Korrekturgrenze zugeordnet, sowie die entsprechende Menge an Korrekturenergie ermittelt.
Optimal ist diejenige Kombination aus präqualifizierter Leistung und oberer sowie unterer Kor-
rekturgrenze mit der höchsten Differenz aus theoretischem PRL-Erlös und Kosten der anfal-
lenden Korrekturenergie.

Um angesichts der skizzierten Unsicherheiten der PRL-Preise und Investitionskosten ein Er-
gebnisspektrum abzudecken, wurden die in Tabelle 6.1 dargestellten Szenarien vergleichswei-
se untersucht.

Für alle Szenarien wurden Simulationen über die Lebensdauer der betrachteten Speicher durch-
geführt sowie die entsprechenden Kapitalwerte berechnet. Als Grundlage der Wirtschaftlich-
keitsanalysen wurde die Schwachlastmonatszeitreihe aus Abbildung 6.12 gewählt. Grund hier-
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Abbildung 6.13.: Schematische Darstellung der im SPF-Speicher implementierten Q(U)-Kennlinie.

Szenario Angenommene Kosten und Preise

Optimistisches Szenario Niedrige Investitionskosten und
PRL-Durchschnittpreis 2015

Realistisches Szenario Durchschnittliche Investitionskosten und
PRL-Durchschnittspreis 2015

Pessimistisches Szenario Hohe Investitionskosten und 6 % niedrigerer
PRL-Durchschnittspreis

SmartPowerFlow (SPF) Investitionskosten wie im Projekt und
PRL-Durchschnittspreis 2015

Tabelle 6.1.: Betrachtete Szenarien der ökonomischen Eingangsdaten.

für ist, dass die Abweichungen der Netzfrequenz dieser Zeitreihe langfristig annähernd normal-
verteilt um den Nennwert [8, 166] sind und somit auch die durch die Batterie aufzunehmende
und abzugebende PRL im Mittel ausgeglichen ist [167, 45]. Da dies dem Normalfall entspricht
(vgl. Kapitel 4.1.1), wurde diese Zeitreihe für alle 12 Monate der betrachteten Simulationsjahre
angewendet. Rechnungen mit allen drei erläuterten Zeitreihen haben allerdings gezeigt, dass
deren Einluss auf das wirtschaftliche Ergebnis insgesamt minimal ist, da die Einnahmen am
PRL-Markt in jedem Fall weit über den Kosten für Korrekturenergie liegen.

6.2.3. Ergebnisse

Mit dem in Kapitel 6.2.2 beschriebenen Vorgehen resultieren die in Tabelle 6.2 zusammen-
gefassten Parameter als diejenigen mit der maximalen Differenz aus PRL-Erlös und Korrek-
turenergiekosten, die gleichzeitig auch in den erläuterten worst-case-Betrachtungen das Er-
reichen der Verfügbarkeitsgrenzen verhindern. Die dargestellten Ergebnisse gelten für alle er-
wähnten Szenarien, da der ökonomisch sinnvollste Betrieb von PRL-Batterien stets dann er-
reicht wird, wenn gerade so viel Korrekturleistung vorgehalten wird wie es nötig ist um die
geforderte Verfügbarkeit des Speichers am PRL-Markt zu garantieren. Hintergrund hiervon ist,
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wie bereits erwähnt, dass die Erlöse der Batterievermarktung die Kosten für Korrekturenergie
bei weitem übersteigen (siehe hierzu Abbildung 6.17).

Parameter Wert

Präqualifizierte Leistung 175 kW
Korrekturleistung 25 kW
Zielwert 60%
Obere Korrekturgrenze 65%
Untere Korrekturgrenze 47%
Obere Verfügbarkeitsgrenze 72%
Untere Verfügbarkeitsgrenze 22%

Tabelle 6.2.: Optimale Parameter der Betriebsstrategie.

Die Ergebnisse in Tabelle 6.2 zeigen, dass sowohl die Verfügbarkeits- als auch die Korrektur-
grenzen unsymmetrisch um den Ladestand von 50% angeordnet sind. Aufgrund der erwähn-
ten Wirkungsgradverluste beim Laden und Entladen der Batterie befinden sich der Zielwert und
die Korrekturgrenzen knapp unter bzw. über dem Ladestand von 50%. Weiterhin ist ersichtlich,
dass aufgrund der Batterieverluste der Abstand zwischen oberer Korrektur- und Verfügbar-
keitsgrenze wesentlich geringer ist, als der Abstand zwischen unterer Korrektur- und Verfüg-
barkeitsgrenze.

Demonstration der optimierten Betriebsstrategie

Ein mehrwöchiger Feldtest der ermittelten Parameter demonstriert die Umsetzbarkeit des netz-
dienlichen PRL-Betriebs (Abbildung 6.14). Es wird konstant Blindleistung gemäß der Q(U)-Kenn-
linie erbracht. Entsprechend der grau dargestellten P(f)-Kurve in der oberen Grafik beträgt der
PRL-Abruf in der betrachteten Periode durchschnittlich nur ca. 20 kW bzw. 8,5% der präquali-
fizierten Leistung. Dies war jedoch entsprechend der stochastischen Verteilung der Frequenz-
schwankungen erwartbar. PAC zeigt die Wirkleistungsmessung am Netzanschlusspunkt des
Batteriesystems. Es ist zu erkennen, dass die Freiheitsgrade ausschließlich einseitig angewen-
det werden. Zudem sind die meiste Zeit über Nachladevorgänge aktiv.

Dies spiegelt sich im entsprechenden Ladestandsverlauf wider (untere Grafik). Aufgrund des
geringen Systemwirkungsgrads ist der tatsächlich genutzte Bereich der Batteriekapazität
schmal und pendelt eng um die untere Korrekturgrenze, der Zielwert von 60% wird nie erreicht
oder überschritten.

Der Wirkungsgrad über die dargestellte Periode beträgt 30%, unter Berücksichtigung der zu-
sätzlich bezogenen Pumpleistung sogar nur etwa 23%. Dabei findet durch die parallelen La-
destandskorrekturen eine Verlagerung in etwas höhere relative Leistungsbereiche statt (vgl.
hierzu auch 6.9), was den Wirkungsgrad geringfügig verbessert.
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Abbildung 6.14.: Ausschnitt aus dem Feldtest der ermittelten Betriebsstrategie, 03.-17.08.16. Obere
Grafik: vom System erbrachte Wirk- und Blindleistung und netzfrequenzpoportionale Leistung. Untere
Grafik: gemessener und vom Modell simulierter Ladestand sowie definierte Korrekturgrenzen.

Bewertung der Freiheitsgrade und Blindleistungsbereitstellung

Die kontinuierliche Vorhaltung von Kapazität ohne Ladestandskorrekturen ist im PRL-Betrieb
ausgeschlossen, sodass eine Simulation mit nur diesem Freiheitsgrad die Referenz für die Be-
wertung der kostenlosen Freiheitsgrade und der Blindleistungsbereitstellung bildet. Der Ver-
gleich wiederholter Simulationen mit Zuschaltung einzelner Freiheitsgrade zeigt, dass diese
sich deutlich in ihrem Beitrag zur Vermeidung von Korrekturenergie unterscheiden (vgl. Abbil-
dung 6.15). Durch Nutzung aller Freiheitsgrade werden knapp 20% der Korrekturenergie einge-
spart.

Ökonomisch bewertet jedoch sind die Auswirkungen der Freiheitsgrade gering (vgl. Abbildung
6.16), obwohl insgesamt ein Drittel der simulierten Periode nachgeladen werden muss, und
damit über 40% der insgesamt umgesetzten Energie Ladestandskorrekturen dient. Bei Nut-
zung aller Freiheitsgrade machen die Kosten der gekauften Energie dennoch nur 7% der PRL-
Einnahmen aus.

Aus diesem Grund trägt die Blindleistungsregelung nur minimal zur Schmälerung der PRL-
Rücklüsse bei, wie der Vergleich mit einer Simulation mit allen Freiheitsgraden, aber ohne
Blindleistungserbringung zeigt. Für die untersuchte PRL-Batterie erhöhen sich die monatlichen
Ausgaben für Korrekturenergie um lediglich 14 EUR. Das zusätzlich, und im betrachteten Fall
ohne jegliche Vergütung implementierte netzdienliche Verhalten stellt somit, bei gegebenem
PRL-Betrieb, kaum einen Mehraufwand dar.
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Abbildung 6.15.: Auswirkungen auf die Korrekturenergie.

Wirtschaftlichkeitsanalyse der untersuchten Szenarien

Die in Tabelle 6.1 erläuterten ökonomischen Szenarien bilden die Basis für die Wirtschaftlich-
keitsanalyse. Um der geltenden Mindestgebotsgröße von 1 MW und der Redundanzanforde-
rung zu entsprechen, muss dabei mit der vorliegend pro Speicher angebotenen Leistung von
175 kW ein Pool von sieben identischen Großspeichern vorgehalten werden. Die Gegenüber-
stellung der jährlichen Zahlungsströme (vgl. Abbildung 6.17) zeigt, dass trotz der geringen Ef-
fizienz des VRF-Systems für beide betrachteten Technologien die jährlichen PRL-Erlöse mehr
als doppelt so hoch sind wie die berücksichtigten Ausgaben3.

Dennoch kann lediglich für das Li-Io-System, welches mit demselben Energie- zu Leistungs-
verhältnis wie die SPF-Batterie (2:1) ausgelegt wurde, im optimistischen Szenario ein positiver
Kapitalwert erzielt werden (siehe Abbildung 6.18). Dies ist im Wesentlichen mit den geringe-
ren Investitionskosten zu begründen, welche den Großteil der Ausgaben ausmachen und über
die anteilige Betriebskostenkalkulation zusätzlich die jährlichen Rücklüsse beeinlussen. Die
Investitionskosten der VRF-Technologie hingegen müssten um 30% im Vergleich zur optimis-
tischen und um 60% im Vergleich zur realistischen Annahme sinken, um beim gegenwärtigen
PRL-Preisniveau einen positiven Kapitalwert zu erzielen. Mit den Investitionskosten des pessi-
mistischen Szenarios sowie den im Projekt bekannten VRF-Investitionskosten liegt der Kapi-
talwert hingegen noch weit außerhalb des dargestellten Bereichs.

3Für das Li-Io-System wurden Korrekturenergiemengen nach [168] angepasst und der Mehraufwand für Blindleis-
tungserbringung anteilig berechnet.
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Abbildung 6.16.: Auswirkungen auf die PRL-Rücklüsse.

6.2.4. Fazit

Es konnte gezeigt werden, dass die untersuchte VRF-Batterie mittels der durch Simulationen
parametrierten Betriebsstrategie netzdienlich PRL erbringen kann. Die geringe Effizienz des
VRF-Systems bei niedriger Leistungsabgabe bzw- aufnahme fällt insgesamt kaum ins Gewicht,
da Korrekturenergiekosten nur einen geringen Anteil der PRL-Erlöse ausmachen. Aus diesem
Grund sind auch die wirtschaftlichen Auswirkungen der kostenlosen ÜNB-Freiheitsgrade ge-
ring. Gleichermaßen stellt dadurch die Blindleistungsbereitstellung und damit das netzdienli-
che Verhalten für den PRL-Betrieb keine nennenswerten Mehrkosten dar. Unter aktuellen Rah-
menbedingungen wird dieses netzdienliche Verhalten jedoch nicht marktlich vergütet. Somit
besteht für privatwirtschaftliche Betreiber derzeit kein Anreiz, diesen Nutzen für das System
auch umzusetzen.

Für die Wirtschaftlichkeit der untersuchten Projekte sind die Investitionskosten und der PRL-
Erlös die bestimmenden Faktoren. Während Li-Io-Batterien unter heutigen Bedingungen bei
absehbar niedrigeren Investitionskosten einen positiven Kapitalwert erzielen können, sind die
VRF-Investitionskosten bei gleichzeitig niedrigeren Rücklüssen durch Wirkungsgradverluste
in der betrachteten Auslegung noch um 30% bzw. 60% zu hoch.

Die Analyse verdeutlicht die gegenwärtige Investitionsunsicherheit für Batterieprojekte, aber
auch deren potenziell starke Auswirkungen auf den Markt bei zukünftig niedrigeren Investiti-
onskosten. Maßgeblich für die Investitionsentscheidung dürften weiterhin abzuwartende Sys-
temauslegungsanforderungen auf EU-Ebene sein.
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Abbildung 6.17.: Jährliche Zahlungsströme eines 1 MW-Pools der betrachteten Systemauslegung für
VRF- und Li-Io-Technologie im Vergleich.

Abbildung 6.18.: Kapitalwert in Abhängigkeit der Investition.
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7. Technischer und wirtschaftlicher Vergleich
des Netzausbaus mit dem Einsatz von
Großbatterien und anderen
Flexibilitätsoptionen

Generell gibt es eine Vielzahl von Möglichkeiten Stabilitätsproblemen im Stromnetz aufgrund
zunehmender regenerativer Energieeinspeisung entgegenzuwirken. In diesem Kapitel wird der
traditionelle Netzausbau mit dem Einsatz von Großbatterien und anderen Flexibilitätsoptio-
nen zur Netzstabilisierung technisch und wirtschaftlich verglichen. Grundlage der Untersu-
chung bildet die in Kapitel 3 beschriebene Modellregion, welche ein süddeutsches Verteilnetz,
bestehend aus 44 Niederspannungsnetzen, abbildet. Davon sind 12 Niederspannungsnetze
hausanschlussscharf modelliert und bilden den Markt Tussenhausen.

Insgesamt werden folgende Flexibilitätsoptionen mit dem Netzausbau verglichen:

• Alle PV-Anlagen in Tussenhausen werden mit einer cosϕ(P)-Regelung ausgestattet.

• Alle PV-Anlagen in Tussenhausen werden mit einer Q(U)-Regelung ausgestattet.

• Alle PV-Anlagen in Tussenhausen erhalten einen Heimspeicher zur Eigenverbrauchser-
höhung.

• In jedes Ortsnetz von Tussenhausen wird (soweit möglich) eine Großbatterie (nach Ka-
pitel 6) integriert.

Eine genaue Beschreibung der aufgelisteten Optionen und deren Modellierung ist in Kapitel 7.1
zu finden. Hier ist zudem die verwendete Methodik für den technischen und wirtschaftlichen
Vergleich der unterschiedlichen Maßnahmen beschrieben. In Kapitel 7.2 werden die gewonnen
Erkenntnisse diskutiert und schlussendlich in einem Fazit in Kapitel 7.3 zusammengeführt.

7.1. Methodik

In diesem Abschnitt wird eine Methodik präsentiert, um den traditionellen Ansatz der Netz-
verstärkung durch Netzausbau mit den oben aufgeführten Flexibilitätsoptionen technisch und
wirtschaftlich zu vergleichen. Hierbei wird zunächst das Vorgehen bei der Bewertung der un-
terschiedlichen Maßnahmen erläutert und im Anschluss daran auf die genaue Funktionsweise
der verschiedenen Netzstabilisierungsoptionen sowie deren Implementierung im Modell ein-
gegangen.

Für den technischen Vergleich war das entscheidende Kriterium die Erhöhung der Netzaufnah-
mefähigkeit für Erneuerbare Energieanlagen. Zur Ermittlung dieses Wertes wurde zunächst die
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gesamte Aufnahmefähigkeit der Modellregion für den Fall, dass keine Flexibilisierungsmaß-
nahmen Anwendung finden (Referenzszenario), bestimmt. Anschließend wurde dieselbe Grö-
ße unter Nutzung der verschiedenen Flexibilitätsoptionen ermittelt. Die Erhöhung der Netzauf-
nahmefähigkeit ergab sich somit aus der Differenz der beiden Werte.

Generell ist die Aufnahmefähigkeit eines Netzgebietes dann erreicht, wenn Stabilitätsgrenzen
verletzt werden (siehe hierzu Kapitel 5.1.2). Da die Modellregion im Status quo natürlich keine
Netzprobleme aufwies, wurden in in Tussenhausen sukzessive PV-Anlagen nach dem in Kapi-
tel 3.2 beschriebenen Ausbaupfad zugebaut. Hierbei wurde nach der Integration jeder weiteren
Anlage anhand einer minütlich (bei Bedarf auch sekündlich) zeitaufgelösten Lastlussberech-
nung überprüft, ob in einem der 12 Niederspannungsnetze Stabilitätsgrenzen verletzt wurden.
War dies der Fall, so wurde die maximale Netzaufnahmefähigkeit in dem Ortsnetz erreicht und
der Ausbau weiterer PV-Anlagen in diesem Netzgebiet gestoppt. Die gesamte Netzaufnahme-
fähigkeit der Modellregion ergab sich schlussendlich aus den Einzelwerten der jeweiligen Nie-
derspannungsnetze.

Ausschlaggebend für den wirtschaftlichen Vergleich waren die Gesamtkosten, die für die ver-
schiedenen Flexibilitätsoptionen zur Erreichung des Ziels der Bayerischen Staatsregierung be-
züglich des Anteils an Erneurerbaren Energien im Strommix des Jahres 2025 entstehenden.
Die Gesamtkosten setzen sich aus Sicht der Netzbetreiber aus Netzausbaukosten und den
Kosten für Netzverluste zusammen1. Darüber hinaus wurde in einer weiteren Berechnung be-
trachtet, inwieweit den PV- oder Batterieanlagenbetreibern Kosten durch den netzdienlichen
Betrieb ihrer Systeme enstehen.

Die Anschaffungskosten der PV-Anlagen, Heimspeicher sowie Großbatterien lossen in die
Wirtschaftlichkeitsberechnungen nicht ein. Grund dafür war, dass davon ausgegangen wurde,
dass diese Kosten von externen Investoren getragen werden, sprich diese Systeme aufgrund
tragfähiger Geschäftsmodelle erbaut werden.

Grundlage der ökonomischen Analyse war ebenfalls der in Kapitel 3.2 beschriebene PV-Aus-
baupfad für die Modellregion. Die dort dargestellten Anlagen wurden bei den Simulationen
zur Bewertung der verschiedenen Szenarien entsprechend ihres prognostizierten Baujahres
in das Stromnetz integriert. Wurden dadurch in der Konsequenz Stabilitätskriterien verletzt,
so wurden diese automatisiert in der Lastlussberechnungssoftware durch Netzausbaumaß-
nahmen nach [19] und [20] behoben. Auf diese Art und Weise konnte in jedem Fall der PV-
Anlagenbestand aus Abbildung 3.5 erreicht werden.

Es wurde davon ausgegangen, dass der im Jahr 2025 erreichte Netzzustand bis zum Jahr 2050
unverändert bleibt. Auf diesem Weg war es möglich, die Kosten der verschiedenen Flexibilitäts-
optionen mit dem reinen Netzausbau für den Zeitraum 2013-2050 zu vergleichen. Die Kosten
der Szenarien wurden unter Verwendung der Barwertmethode berechnet (siehe hierzu Kapitel
6.2). Dementsprechend wurden alle Kosten auf das Bezugsjahr mit einem Kalkulationszins von
4% abgezinst. Die verwendeten Betriebsmittelkosten für die Berechnung sind in Tabelle 7.1 zu
finden. Da für die Lebensdauer der Kabel und Transformatoren 40 bzw. 45 Jahre angenommen
wurden, wurden deren Restwerte im Jahr 2050 mitberücksichtigt. Die Betriebskosten setzen

1Dem Netzbetreiber entstehen zudem Kosten für zusätzliche Blindarbeit. Diese Kosten, die sich nach LVN auf
9,2 EUR/Mvarh belaufen, fallen aber nur dann an, wenn ein bestimmter cosϕ-Bereich an der Übergabestelle zu
dem Höchstspannungsnetz (Netzebene 1) verlassen wird. Da die Höchstspannungsebene in dem vorliegen-
dem Bericht nicht modelliert wurde, konnten eventuelle Mehrkosten nicht berechnet werden und wurden somit
vernachlässigt.
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sich aus den Netzverlustkosten und den Kosten der Blindleistungserbringung der Großbatte-
rie (siehe 6) zusammen. Für die Netzverlustkosten wurden in Absprache mit dem Netzbetrei-
ber LVN 64,40 EUR/MWh angenommen. Für den Mehraufwand der Blindleistungserbringung
für den netzdienlichen Einsatz der Großbatterien wurde der Preis für die nachgekaufte Ener-
gie die benötigt wird, um diese Dienstleistung zu erbringen, von 55,59 EUR/MWh angesetzt
(Selbstkostenpreis). Die Kosten der nachgekauften Energie setzen sich aus der Summe von
33,09 EUR/MWh für die Beschaffung am Intraday Markt, 20,50 EUR/MWh Stromsteuer, sowie
den Zusatzkosten für die Handelsteilnahme von 2 EUR/MWh zusammen. Hierbei wurde ange-
nommen, dass der Netzbetreiber dem Großbatteriebetreiber die entstandenen Kosten für die
Blindleistungserbringung erstattet. Bei der cosϕ(P)- und Q(U)-Regelung von PV-Anlagen fal-
len Kosten für entgangene Gewinne an, wenn der Wechselrichter aufgrund der Blindleistungs-
regelung die Wirkleistung reduzieren muss (siehe unten). Diese wurden mit 12,31 EUR/MWh
angesetzt [169].

Tabelle 7.1.: Angenommene Betriebsmittelkosten für den automatisierten Netzausbau, basierend auf
[19] und [20]. Preise für Kabel sind inkl. Erdarbeiten.

Betriebsmittel Dimensionierung Kosten
NAYY 150 mm2 60 kEuro/km
NAYY 240 mm2 65,5 kEuro/km
NA2XS2Y 185 mm2 80 kEuro/km
Öltransformator 630 kVA 10 kEuro

cosϕ(P)-Regelung

Die cosϕ(P)-Regelung stellt in Deutschland den Stand der Technik bei der Blindleistungsbereit-
stellung durch PV-Anlagen in der Niederspannungsebene dar. Ziel hiervon ist es, die Spannung
am Netzverknüpfungspunkt der PV-Anlage in den zulässigen Grenzen zu halten. Bei der Rege-
lung wird die in Abbildung 7.1 dargestellte Regelcharakteristik verwendet.

Abbildung 7.1.: cosϕ(P)-Regelcharakteristik nach [10].
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Entsprechend der aufgeführten Kennlinie stellt sich in Abhängigkeit der eingespeisten Wirk-
leistung eine Blindleistung ein. Übersteigt die Wirkleistung einen Wert von 50% der installier-
ten Wechselrichterleistung SWR, so reduziert sich der Leistungsfaktor gemäß der abgebilde-
ten Kurve. Der minimale Leistungsfaktor hängt von der maximalen Scheinleistung des PV-
Wechselrichters ab (siehe Tabelle 7.2).

Tabelle 7.2.: Leistungsfaktoren in Abhängigkeit der PV-Wechselrichterleistung SWR.
SWR ≤13,8 kVA SWR >13,8 kVA
cosϕ(P)=0,95 cosϕ(P)=0,90

Da PV-Anlagen in Deutschland nur in wenigen Stunden des Jahres ihre Maximalleistung er-
bringen, werden die Wechselrichter dieser Systeme oftmals nicht für die Übertragung der voll-
ständigen Modulleistung ausgelegt (in der betrachteten Modellregion wurde die Wechselrich-
terleistung stets auf 85% der Modulleistung gesetzt). In solchen Fällen kann es vorkommen,
dass nicht die gesamte Blind- und Wirkleistung entsprechend Abbildung 7.1 in das Stromnetz
eingespeist werden kann. In diesem Fall hat die angeforderte Blindleistung Priorität, wodurch
dem PV-Anlagebesitzer durch die geringere Wirkleistungseinspeisung Einnahmeeinbußen ent-
stehen.

Q(U)-Regelung

Bei der Q(U)-Regelstrategie wird die Blindleistung in Abhängigkeit von der Spannung an dem
Netzverknüpfungspunkt der PV-Anlage eingestellt. Somit reagiert der Wechselrichter nur, wenn
es die Netzsituation wirklich erfordert. Damit kann mit dieser Betriebsweise, im Gegensatz zur
cosϕ(P)-Regelung, vermieden werden, dass nicht benötigte Blindleistung unnötigerweise das
Stromnetz belastet.
Die Sollwerte der Q(U)-Kurve werden in einer Vielzahl von Studien diskutiert [170][150][171]. Wie
vorangegangene Untersuchungen gezeigt haben, hängt die Stabilität dieser Regelstrategie in
hohem Maße von den eingestellten Regelparametern ab [171][172]. In dieser Arbeit wird die
stabile Konfiguration von [150] verwendet (Abbildung 7.2).
Ist die Spannung am Netzverknüpfungspunkt niedriger als 0,97 p.u. bzw. höher als 1,03 p.u., so
ändert sich die eingespeiste bzw. aufgenommene Blindleistung bis zum Erreichen eines Ma-
ximalwertes (Tabelle 7.2) linear mit der Spannung (Steigung der Kurve: 11-%Qmax/V (Leiter-
Erde-Spannung). Um ein Schwigungsverhalten zu verhindern, wird ein Verzögerungsglied ers-
ter Ordnung (PT1) mit einer Verstärkung K von 1 und einer Zeitkonstante T von 5 s in die Re-
gelung integriert.
Auch bei der Q(U)-Regelung kann es zu Einnahmeeinbußen von PV-Anlagenbesitzern kommen,
wenn der Wechselrichter nicht für die Übertragung der gesamten Modulleistung ausgelegt wur-
de (siehe oben).

Heimspeicher

Seit dem Jahr 2013 scheint die Erhöhung des Eigenverbrauchs mit Heimspeichern ein tragfä-
higes Geschäftsmodell für kleine PV-Anlagen in Deutschland zu sein [173]. Nichtsdestotrotz
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Abbildung 7.2.: Q(U)-Regelcharakteristik.

sind laut einer Umfrage die wesentlichen Motivationsgründe für eine Investition in Heimspei-
cher sogenannte Ѩweiche FaktorenѦ, wie beispielsweise das Absichern gegen steigende Elek-
trizitätskosten oder einen Beitrag zur Energiewende zu leisten [174]. Aus diesem Grund führte
die Bundesregierung ein Programm zur Förderung von Heimspeichern ein, welches durch [174]
wissenschaftlich begleitet wird. Für die erste Phase des Förderprogramms wurde eine Einspei-
segrenze von 60% der installierten PV-Leistung festgelegt. In der zweiten Phase wird diese
Grenze auf 50% reduziert, weshalb dieser Wert in dieser Arbeit verwendet wurde. Ziel der Ein-
speisebegrenzung ist es nicht nur, die Spannung am Netzverknüpfungspunkt der PV-Anlage in
den zulässigen Grenzen zu halten, sondern auch die Belastung der elektrischen Betriebsmittel
des öffentlichen Netzes zu senken.

Zurzeit werden verschiedene Ladestrategien entwickelt, um die aus der Einspeisegrenze re-
sultierenden Abregelungsverluste zu minimieren. Neben der Minimierung der Abregelungsver-
luste (englisch, curtailment loss ratio CLR) ist es das Ziel dieser Regelstrategien, die Eigen-
verbrauchsrate (englisch, self-consumption ratio SCR) sowie den Autarkiegrad (englisch, self-
supply ratio SSR) zu maximieren. Für einen Vergleich der verschiedenen Strategien wurden
zwei Studien veröffentlicht: Eine Voruntersuchung, welche mehrere Ladekonzepte vergleicht
[175], sowie eine weitere Untersuchung, welche den profitabelsten Ansatz aus Eigentümersicht
bestimmt [176]. Bei der zweitgenannten Studie hat sich die adaptive Persistenz-Prognose als
die profitabelste Methodik herausgestellt und wird dementsprechend auch in dieser Arbeit ver-
wendet. Eine ausführliche Beschreibung dieser Regelstrategie ist in [177] und [178] zu finden.

In der vorliegenden Studie wurden Lithium-Ionen-Batteriesysteme mit einem energetischen
Wirkungsgrad von 95% und einem Batterie-Wechselrichter-Wirkungsgrad von 94% nach [178]
angenommen. Daraus ergibt sich ein System-Round-Trip-Wirkungsgrad von 84%. Darüber hin-
aus wurde für einen optimalen Betrieb des Speichers die nutzbare Kapazität der Batterie auf
einen Bereich zwischen 20% und 90% der Nennkapazität beschränkt. Die Batteriekapazität C
wird entsprechend der Nennleistung der PV-Anlage PPVp und dem jährlichen Energieverbrauch
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(englisch, annual load consumption LC) nach den unten dargestellten Gleichungen ausgelegt.
Zudem wurde die Speichergröße auf 30 kWh limitiert.

c =
C[kWh]

kWh
; pPV =

PPVp [kWp]

kWp
; lc =

LC[MWh]

MWh
(7.1)

c = pPV , wenn pPV ≤ lc und c = lc, wenn lc ≤ pPV (7.2)

Großbatterien

Wie in Kapiteln 4 und 5 gezeigt wurde, können Großbatterien auf unterschiedliche Art und Wei-
se betrieben werden. In dieser Arbeit lag der Fokus jedoch auf der netzdienlichen Primärregel-
leistungserbringung, wie sie in Kapitel 6 beschrieben wurde. Dies bedeutet, dass die Batterie an
der Niederspannungssammelschiene einer Ortsnetzstation angeschlossen ist und dort über
eine P(f)-Funktion Primärregelleistung und über eine Q(U)-Funktion Blindleistung zur Span-
nungshaltung bereitstellt. Die Parametrierungen der beiden Funktionen sind in Abbildung 4.2
und Abbildung 6.13 dargestellt.

In dem Modellnetz wurden dementsprechend an alle Ortsnetzstationen Großbatterien mit der
beschriebenen Betreibsweise angeschlossen. Allerdings wies die Batterie im Projekt Smart-
PowerFlow eine Nennleistung von 200 kW auf. Der Anschluss eines solchen Speichers hätte
in einigen Ortsnetzen zu unmittelbaren Stabilitätsproblemen geführt. Dementsprechend wur-
den die Batterien so dimensioniert, dass diese die Netzaufnahmefähigkeit der Modellregion
gegenüber dem Referenzszenario (in dem Stromnetz werden keine Flexibilitätsoptionen an-
gewendet) nicht reduzieren. Als entscheidendes Kriterium wurde dabei die verfügbare Schein-
leistungsreserve der Ortsnetztransformatoren beim Erreichen der Netzaufnahmefähigkeit im
Referenzszenario identifiziert. Die Batterien wurden von daher entsprechend dieser Leistungs-
werte in 50 kW-Schritten ausgelegt.

Die auf diesem Weg bestimmten Speicher wurden zur Überprüfung der Netzaufnahmefähig-
keit im Großbatterie-Szenario in die Lastlussberechnungssoftware integriert. Hierbei wurde
von dem schlechtesten Fall ausgegangen, nämlich dass die Batterien im kritischsten Netzzu-
stand, was stets der Rückspeisefall ist, maximale Regelleistung in das Stromnetz einspeisen.
Dieser Maximalwert wurde unter Verwendung des unterfrequenten Swissgrid Datensatzes be-
stimmt (siehe hierzu Kapitel 6.2.2).

7.2. Ergebnisse

In diesem Kapitel werden die verschiedenen Flexibilitätsoptionen zunächst unter technischen
und anschließend unter wirtschaftlichen Kriterien miteinander verglichen.

Technische Bewertung

Um die Flexibilitätsoptionen technisch vergleichbar zu machen, wurde die maximale Aufnah-
mefähigkeit, die durch jede Maßnahme in Tussenhausen erreicht werden kann, berechnet. Da-
zu wurde zunächst der Status-Quo des Netzes (Basisszenario) mit PV-Anlagen gemäß Ab-
schnitt 7.1 erweitert, bis die maximale Aufnahmefähigkeit erreicht wurde. Dieser Ausbauzu-
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stand aus Bestandsanlagen (2,136 MW) und zusätzlichen Anlagen (1,149 MW) stellt die maxi-
male Aufnahmefähigkeit von 3,879 MW PV-Anlagen ohne Flexibilitätsoptionen in Tussenhau-
sen dar und dient als Referenzszenario.

In dem Heimspeicherszenario wurde die Speicherkapazität nach der in Abschnitt 7.1 darge-
stellten Methodik ausgelegt. Dies führt in dem Fall von Tussenhausen dazu, dass lediglich 31%
der Heimspeicher im Referenzszenario innerhalb eines wirtschaftlich günstigen Verhältnisses
von pPV:lc von 0,5:2 liegen. Die Höhe der Abregelungsverluste hängt von der Dimensionierung
der Batterie ab. Da das c:pPV:lc Auslegungsverhältnis stark variiert, sind die Auswirkungen auf
die Leistungsindikatoren (siehe Tabelle 7.3) gravierend. Im ersten Fall ist das Auslegungsver-
hältnis 1:100:1, im zweiten Fall 1:1:100 und im dritten Fall 1:1:1, was gemäß [174] wirtschaftlich
optimal ist. Die Leistungsindikatoren wurden anhand einer Jahressimulation in 1-min Schritten
ermittelt.

Tabelle 7.3.: Leistungsindikatoren für verschiedene Batterieauslegungfälle.
Fall SCR SSR CLR
pPV >>c 1% 87% 11%
lc>>c 100% 13% 0%
pPV ≈c 51% 73% 3%

Es ist deutlich zu sehen, dass je größer die Differenz zwischen Jahresenergieverbrauch und PV-
Anlagengröße wird, sich die Leistungsfähigkeit des Batteriesystems verschlechtert. Im ersten
Fall kann ein Großteil der Last durch die PV-Anlage gedeckt werden, aber die Abregelungs-
verluste sind entsprechend hoch. Im zweiten Fall wird die Energie der PV-Anlage vollständig
durch die Last verbraucht, wodurch der Autarkiegrad stark sinkt. Im dritten Fall zeigt das PV-
Heimspeichersystem typische Werte eines wirtschaftlich optimal ausgelegten Speichersys-
tems [175]. Die Abregelungsverluste je Haushalt liegen im Durchschnitt über alle Haushalte
bei 6,5%. Da aber bei sehr großen PV-Anlagen große Energiemengen abgeregelt werden, lie-
gen die Abregelungsverluste für gesamt Tussenhausen bei 9,3%.

Die Dimensionierung und Allokation der Großbatterien erfolgt nach der in Abschnitt 7.1 darge-
stellten Methodik. Für alle Batteriesysteme gilt in Analogie zum Prototypen, dass das Verhältnis
aus Nennblindleistung zu Nennwirkleistung (Q2P), sowie das Verhältnis aus Nennkapazität zu
Nennwirkleistung (E2P) 2:1 ist. In Tabelle 7.4 ist daher lediglich die installierte Nennwirkleistung
Pbat,n und die jeweils maximale präqualifizierbare Leistung Pbat,pq für die einzelnen Niederspan-
nungsnetze aufgeführt. Die kumulierte Batterienennleistung beträgt demnach 1,2 MW und die
präqualifizierbare Leistung 1,05 MW, was ausreicht, um am PRL-Markt teilnehmen zu können
(siehe Kapitel 4.1.1).

Tabelle 7.4.: Installierte Nennwirkleistung sowie maximale präqualifizierbare Leistung der Großbatte-
rien in den einzelnen Niederspannungsnetzen.

NS-Netz T1 T2 T3 T4 T5 T6 T7 T8 T9 T10 T11 T12
Pbat,n in kW 400 0 100 50 100 100 0 0 0 100 300 50
Pbat,pq in kW 350 0 87,5 43,75 87,5 87,5 0 0 0 87,5 262,5 43,75

Die relative und absolute Steigerung der installierten PV-Anlagenleistung für gesamt Tussen-
hausen sowie für die einzelnen Niederspannungsnetze ist in Abbildung 7.3 dargestellt. Daraus
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ist ersichtlich, dass bei allen Flexibilitätsoptionen zusätzliche PV-Anlagen in das Netz integriert
werden können und damit die maximale Aufnahmefähigkeit gesteigert werden kann. Für das
Szenario mit Großbatterien erhöht sich die zusätzliche PV-Anlagenleistung um 21% (entspricht
1,392 MW), für cosϕ(P) um 51% (entspricht 1,737 MW), für Q(U) um 52% (entspricht 1,743 MW)
und für Heimspeicher um 129% (entspricht 2,628 MW). In den einzelnen Niederspannungsnet-
zen variiert die zugebaute PV-Leistung in Abhängigkeit der Topologie sehr stark. So kann für
die Netze T1, T5, T11 und T12 für alle Szenarien das volle technische PV-Potenzial zugebaut
werden, da die maximale Aufnahmefähigkeit in keinem dieser der Netze erreicht wird.

Im Falle der beiden Blindleistungsregelungen cosϕ(P)- sowie der Q(U)-Regelung können in den
Netzen T2, T3, T6, T7, T9 und T10 höhere PV-Anlagenleistungen zugebaut werden, während
im Referenzszenario für diese Netze keine weiteren PV-Anlagen integriert werden können, da
sonst Überspannungsprobleme auftreten würden. Durch die Blindleistungsregelung können
diese Probleme gelöst und weitere PV-Anlagen integriert werden, bis die thermischen Grenzen
der Betriebsmittel einen weiteren Zubau von PV-Anlagen limitieren. Dass beide Flexibilitäts-
optionen zu einer ähnlichen Steigerung des Integrationspotenzials zusätzlicher PV-Anlagen
führen, bestätigen auch die Ergebnisse von [150]. Ob durch die Q(U)-Regelung bei gleichem In-
tegrationspotenzial der Blindleistungsluss im Netz im Vergleich zur cosϕ(P)-Regelung kleiner
oder größer wird, hängt dabei unter anderem von Faktoren wie eingestellter Sollspannung an
der MS-Sammelschiene des Umspannwerks, den gewählten Stützpunkten der Q(U)-Kennlinie
und der Netztopologie ab.

Anders als bei den beiden vorangegangenen Flexibilitätsoptionen wird bei der Option Heim-
speicher die Wirkleistung auf 50% der PV-Anlagennennleistung begrenzt. Das hat zur Folge,
dass sowohl Überspannungen als auch thermische Probleme erst bei einer höheren Durch-
dringung von PV-Anlagen auftreten und in den Netzen T2, T3, T6, T7 und T9 eine höhere An-
zahl an PV-Anlagen angeschlossen werden kann. Für die Netze T2, T3 und T6 sind wie im Refe-
renzszenario Überspannungsprobleme das begrenzende Kriterium, während in T7 der 250 kVA
Ortsnetztransformator bei einer installierten PV-Anlagenleistung von 503 kVA an seine thermi-
sche Grenze stößt. In Niederspannungsnetz T9 kann das gesamte technische PV-Potenzial
aufgenommen werden.

Ein Unterschied des Szenarios mit Großbatterien zu den anderen Flexibilitätsoptionen ist, dass
die Großbatterien selbst zusätzliche Generatoren darstellen, da sie Primärregelleistung anbie-
ten und der Worst Case Rückspeisefall für die Netzplanung ausschlaggebend ist. Für die Fle-
xibilitätsoption Großbatterie können damit zwar in den Netzen T2, T6, T7, T9 und T10 höhere
PV-Anlagenleistungen installiert werden als im Referenzszenario, jedoch insgesamt geringere
Leistungen als mit den anderen drei Optionen. Die Überspannungsprobleme in T3 lassen sich
mit der gewählten Q(U)-Kennlinie nicht lösen, sodass in diesem Ortsnetz keine zusätzlichen
PV-Anlagen installiert werden können. Durch ein Anpassen der Stützpunkte der Q(U)-Kennlinie
könnte allerdings eine höhere Integrationsrate von PV-Anlagen erreicht werden.

In Abbildung 7.4 ist die Erhöhung der maximalen Aufnahmefähigkeit gegenüber dem Referenz-
szenario dargestellt. Werden ausschließlich PV-Anlagen betrachtet, so erhöht sich die Aufnah-
mefähigkeit für das Szenario mit Großbatterien um 7% (entspricht 3,528 MW), für cosϕ(P)-
Regelung um 18% (entspricht 1,737 MW), für Q(U)-Regelung um 18% (entspricht 1,743 MW)
und für Heimspeicher um 45% (entspricht 4,765 MW). Die Ergebnisse der cosϕ(P)- und der
Q(U)-Option liegen dabei nahe an dem in [150] ermittelten Wert von 20%-40% für Landnetze.
Berücksichtigt man in dem Szenario mit Großbatterien dessen Anlagennennleistung (1,2 MW)
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und dass sie sich im Rückspeisefall wie Generatoren verhalten (Worst Case), so lässt sich fest-
stellen, dass die Generatoranschlussleistung in Tussenhausen ähnlich hoch ist wie bei dem
Einsatz von Heimspeichern 44% (4,723 MW). Im Heimspeicherszenario bleibt die installierte
Nennleistung der Batterien unberücksichtigt, da die Batteriesysteme nicht in das Netz entla-
den dürfen und nur dazu verwendet werden, den Eigenverbrauch zu optimieren. Abschließend
lässt sich feststellen, dass alle Flexibilitätsoptionen die Netzaufnahmefähigkeit gegenüber ei-
nem Szenario ohne Flexibilitätsoptionen erhöhen. Welche Maßnahme die wirtschaftlich sinn-
vollste ist, wird im nächsten Abschnitt untersucht.

Wirtschaftliche Bewertung

In der wirtschaftlichen Bewertung werden zwei Fragestellungen beantwortet:

1. Wie hoch sind die maximal vermiedenen Netzausbaukosten für jede Flexibilitätsoption,
wenn jedes Netz bis zur maximalen Aufnahmefähigkeit zugebaut wird?

2. Ist es aus wirtschaftlicher Sicht sinnvoller Flexibilitätsoptionen einzusetzen oder Netz-
ausbau zu betreiben?

Zur Beantwortung der ersten Frage wird für den jeweiligen maximalen Ausbauzustand von
PV-Anlagen die Flexibilitätsmaßnahme entfernt und anhand eines automatisierten Netzaus-
baus berechnet, welche Ausbaumaßnahmen und Kosten dafür entstehen. Dabei wird ein tra-
ditioneller Netzausbau nach dem aktuellen Stand der Technik angewendet [19]. Wenn diese
Maßnahmen nicht mehr greifen, wird nach dem Ansatz von Stetz et al. [20] erweitert, bis das
Problem gelöst ist. Obwohl das gesamte Verteilnetz, also sowohl die Mittelspannung, als auch
die Niederspannung, für den Netzbau betrachtet wird, findet der Netzausbau in dem betrach-
teten Testnetz nur in der Niederspannung statt. Um die ermittelten verhinderten Netzausbau-
kosten vergleichbar zu machen, werden in diesem Ansatz nur Installationskosten für den ver-
hinderten Netzausbau verglichen. Anders ausgedrückt wird davon ausgegangen, dass alle PV-
Anlagen sofort zugebaut werden und auftretende Überspannungs- oder Überlastungsproble-
me mit Netzausbaumaßnahmen behoben werden. Die Ergebnisse sind in Abbildung 7.5 zu-
sammengefasst. Analog zum technischen Potenzial der einzelnen Flexibilitätsoptionen lässt
sich daraus schließen, dass die meisten Netzausbaukosten durch den lächendeckenden Ein-
satz von Heimspeichern und der damit einhergehenden Einspeisebegrenzung auf 50% der
Wirkleistung vermieden werden können. Realistischer scheint die Annahme, dass in Zukunft
alle PV-Anlagen an einer autonomen, aktiven Blindleistungsregelung im Verteilnetz beitragen,
womit sich ebenfalls signifikant hohe Netzausbaukosten vermeiden lassen. Werden auch die
Blindleistungsregelungsmaßnahmen nicht durchgesetzt, so kann der Einsatz weniger Groß-
batterien dazu beitragen, Netzausbaukosten zu vermeiden. Es kann gezeigt werden, dass alle
Maßnahmen einem traditionellen Netzausbau vorzuziehen sind.

Ein Nachteil dieser Methode ist, dass in allen Szenarien verschieden viele PV-Anlagen an un-
terschiedlichen Netzanschlusspunkten installiert werden. Ein weiterer Nachteil ist, dass kein
(zeitlicher) Ausbaupfad berücksichtigt wird und dadurch alle Investitionen gleich stark gewich-
tet werden und keine Betriebskosten anfallen. In der Realität aber wird der PV-Ausbau nicht auf
einmal, sondern sukzessive stattfinden. In der Zukunft getätigte Investitionen sind aber auf-
grund der Barwertmethode, die in Abschnitt 6.2 erläutert wird, abgezinst zu betrachten. Die in
Abbildung 7.5 gezeigten vermiedenen Netzausbaukosten können deswegen als obere Grenze
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betrachtet werden, wenn jedes Niederspannungsnetz bis zu seiner maximalen Aufnahmefä-
higkeit zu gebaut wird.

Um die Invest- und Betriebskosten realistischer darzustellen, wird im nächsten Schritt der
Ausbaupfad der PV-Anlagen bis ins Jahr 2025 berücksichtigt und die Barwertmethode an-
gewendet. Wie in Abschnitt 3.2 diskutiert, wurde dafür basierend auf den Ausbauzielen der
Bayerischen Landesregierung für das Jahr 2025 ein Ausbaupfad für Tussenhausen erstellt
(1,343 MW zusätzliche Photovolatikanlagen). Anders als bei der vorangegangenen Betrach-
tung der maximalen Aufnahmefähigkeit wird alle Szenarien derselbe Ausbaupfad verwendet.
Für die Berechnung wird angenommen, dass das Netz im Ausbauzustand von 2025 bis in das
Jahr 2050 weiter betrieben wird. In Abbildung 7.6 sind die Kosten aufgelistet, die der Netz-
betreiber zu tragen hat. Dabei sind die Netzausbaukosten die abgezinsten Investitionskosten
der Betriebsmittel minus der jeweiligen Restwerte. Die Betriebskosten setzen sich aus den
Netzverlustkosten und den Kosten der Blindleistungserbringung der Großbatterie zusammen.
Dabei wird davon ausgegangen, dass der Netzbetreiber dem Großbatteriebetreiber die ent-
standenen Kosten für die Blindleistungserbringung erstattet.

In Abbilung 7.6 ist zu sehen, dass bei allen Flexibilitätsoptionen sowohl geringere Netzaus-
baukosten als auch Gesamtkosten verursacht werden, als in dem Referenzszenario ohne Fle-
xibilitätsoption. Dabei kommt es bei den Netzverlustkosten zu geringfügigen Abweichungen
gegenüber dem Referenzszenario: Beim Einsatz von Heimspeichern können 8 kEUR Netzver-
lustkosten gespart werden, wobei die anderen drei Optionen zusätzliche Netzverlustkosten
von 15 kEUR für Großbatterien, 21 kEUR für cosϕ(P) und 23 kEUR für Q(U) verursachen. Die
höheren Verlustkosten entstehen aufgrund der größeren thermischen Verluste, hervorgerufen
durch die zusätzliche Blindleistungsarbeit im Netz. Viel größer ist der Einluss der Flexibilitäts-
optionen auf die Netzausbaukosten: Für die Option Heimspeicher können 85%, für die Optionen
cosϕ(P) und Q(U) 79% und für die Option Großbatterien 32% der entstanden Netzausbaukosten
bis zum Jahr 2025 eingespart werden. Für die letztgenannte Option entstehen aber zusätzliche
Kosten von 24 kEUR, die dem Batteriebetreiber für die Dienstleistung der Blindleistungsrege-
lung erstattet werden müssen.

In Abbildung 7.7 sind abweichend von Abbildung 7.6 zusätzliche Kosten aus volkswirtschaftli-
cher Sicht dargestellt. In diesem Falle heißt das, dass zusätzlich zu den Kosten die dem Netzbe-
treiber anfallen, Abregelungskosten berücksichtigt werden, die den Anlagenbetreibern entste-
hen und nicht erstattet werden. Im Falle von cosϕ(P) und Q(U) fallen diese Kosten an, wenn der
Wechselrichter aufgrund der Blindleistungsregelung die Wirkleistung reduzieren muss. Auch
wenn die entgangenen Einspeisevergütung verglichen zu den anderen Kosten sehr gering sind,
so kann gezeigt werden, dass in diesem Fall der Einsatz der Q(U)-Regelung gegenüber der
cosϕ(P) vorteilhaft ist, da die Abregelungskosten um 50% von 4 kEUR auf 2 kEUR gesenkt wer-
den können. Es zeigt sich weiterhin, dass durch die Begrenzung der Einspeiseleistung auf 50%
beim Heimspeicherszenario, unter anderem aufgrund der ungünstigen Speicherdimensionie-
rung bei Bestandsanlagen, die Abregelungskosten sehr hoch sind und die Kosten des Refe-
renzszenarios um mehr als 100% übersteigen.
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Abbildung 7.3.: Relative und absolute Steigerung der installierten PV-Anlagenleistung für gesamt Tus-
senhausen sowie für die einzelnen Niederspannungsnetze.
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Abbildung 7.4.: Erhöhung der maximalen Aufnahmefähigkeit gegenüber dem Referenzszenario.

Abbildung 7.5.: Vermiedene Netzausbaukosten jeder Flexibilitätsoption bis zur maximalen
Netzaufnahmefähigkeit.
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Abbildung 7.6.: Gesamtkosten der betrachteten Szenarien aus Sicht des Netzbetreibers.

Abbildung 7.7.: Gesamtkosten der betrachteten Szenarien aus volkswirtschaftlicher Sicht.

Weitere Untersuchungen könnten berücksichtigen, wie hoch der Einluss des eingestellte Span-
nungssollwert an der HS/MS Sammelschiene auf die maximale Aufnahmefähigkeit und die
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eingesparten Gesamtkosten ist. Da in dieser Arbeit der Stufensteller des HS/MS Transforma-
tors nicht berücksichtigt wurde, sollten weitere Studien dessen Auswirkung auf das Schwing-
verhalten der Q(U)-Regelungen und deren Effizienz analysieren. Da für die Überspannung und
für die thermische Überlastung angenommen wurde, dass in keinem Zeitschritt der Simulation
die diskutierten Grenzen überschritten werden dürfen, könnte untersucht werden, inwiefern die
maximale Aufnahmefähigkeit gesteigert werden könnte, wenn analog zu [179] höhere thermi-
sche Auslastungen von Öl-Transformatoren zugelassen würden. Gemäß DIN-EN 50160 [180]
muss der Netzbetreiber sicherstellen, dass 95% der 10-Minuten-Mittelwerte des Effektivwertes
der Versorgungsspannung in jeder Woche innerhalb des Bereichs ±10% Un liegen. Dabei darf
das Intervall von +10%/-15% Un nicht verlassen werden. Es könnte auch untersucht werden,
welchen Einluss dieses Kriterium anstatt des in dieser Arbeit strikteren Überspannungskrite-
riums auf die Aufnahmefähigkeit und die Gesamtkosten hat.

7.3. Fazit

Für alle Flexiblititätsoptionen können, verglichen mit dem Referenzszenario ohne Flexibilitäts-
option, zusätzliche PV-Anlagen in das untersuchte Verteilnetz integriert werden. Das bedeutet,
dass die maximale Aufnahmefähigkeit des Netzes durch diese Maßnahmen gesteigert werden
kann. Der Einsatz von Heimspeichern steigert die Aufnahmefähigkeit am stärksten, gefolgt
von der cosϕ(P)- und Q(U)-Regelung und zuletzt dem Einsatz von Großbatterien. Wie hoch
die orstnetzspezifische Steigerung der maximalen Aufnahmefähigkeit ist, hängt stark von der
individuellen Ortsnetztopologie ab. So können die untersuchten Blindleistungsregelkonzepte
(cosϕ(P), Q(U) bei PV-Wechselrichtern und bei Großbatterien) Ortsnetze mit langen Strahlen
und Spannungsproblemen aber geringer Transformatorauslastung entlasten, da bei dieser Fle-
xibilitätsoption die thermische Überlastung der Betriebsmittel das begrenzende Kriterium ist.
Sowohl in dem Referenzszenario als auch in dem Heimspeicherszenario ist das begrenzende
Kriterium Überspannung an einem Netzknoten. Die Steigerung der Aufnahmefähigkeit ist in
dem Heimspeicherszenario durch die Begrenzung der eingespeisten Leistung begründet. Die-
se Einspeisebegrenzung auf 50% der Anlagennennleistung führt zu Abregelungsverlusten von
9,3% für ganz Tussenhausen.

Unter den Flexiblititätsoptionen sind die Großbatterien hervorzuheben, da sie sich durch ihr
verfolgtes Geschäftsmodell (PRL) wie zusätzliche installierte Generatoren verhalten. Trotzdem
ist es mit dieser Flexibilitätsoption möglich, mittels der technisch einfachen Maßnahme der
Q(U)-Regelung, mehr PV-Anlagen in dem Testnetz zu installieren, als in einem Szenario ohne
Flexibilitätsoption.

Da die thermische Überlastung der Ortsnetztransformatoren bei dem Einsatz von netzdienli-
chen und marktgetriebenen Großbatterien das begrenzende Element darstellt, würde eine indi-
viduelle Optimierung der Q(U)-Kennlinie für jede Großbatterie das Integrationspotenzial weiter
heben. Genauso verhält es sich, wenn die Dimensionierung der Großbatterien optimiert würde.
Eine weitere Möglichkeit, die maximale Aufnahmefähigkeit zu erhöhen, wäre es, die Großbat-
terie als Quartierspeicher einzusetzen. Sie könnten durch ein peak shaving, analog zu dem
Ansatz der Heimspeicher, den Ortnetztransformator entlasten und durch die Q(U)-Regelung
trotzdem Spannungsprobleme in dem Niederspannungsnetz lösen.
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Alle Flexibilitätsoptionen vermeiden Netzausbaukosten, wenn für jede Option jedes Niederspan-
nugsnetz bis zur maximalen technischen Aufnahmefähigkeit zugebaut wird. Werden für al-
le Optionen die anfallenden Investitions- und Betriebskosten bis zu einem vorgegeben PV-
Ausbauziel verglichen, so sind aus Netzbetreibersicht ebenfalls alle Flexiblititätsoptionen ei-
nem Szenario ohne Flexibilitätsmaßnahme vorzuziehen. Das Heimspeicherszenario hat da-
bei das höchste Kosteneinsparungspotenzial. Aus volkswirtschaftlicher Sicht weist die Option
Q(U), dicht gefolgt von cosϕ(P), das höchste Einsparpotenzial auf, da die Einspeisebegrenzung
des Heimspeicherszenarios dazu führt, dass die durch die Abregelung entstandenen Kosten
die verhinderten Kosten um ein Vielfaches übersteigen. Weitere Studien könnten untersuchen,
inwiefern durch den Einsatz von Quartierspeichern Abregelungsverluste und die damit verbun-
denen Abreglungskosten gesenkt werden könnten.
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8. Zusammenfassung und Ausblick

Die Energieversorgung in Deutschland befindet sich im Umbruch. Konventionelle Kraftwerke
werden im Rahmen der Energiewende zunehmend durch Erneuerbare Energieanlagen ersetzt.
Diese Anlagen sind allerdings aufgrund ihrer geringen installierten Leistung überwiegend de-
zentral am Verteilnetz angeschlossen. So speisen z. B. 80% der Photovoltaikanlagen in das
Niederspannungsnetz ein. Dies führt zunehmend zu Stabilitätsproblemen in den Verteilnet-
zen, da diese Netze ursprünglich für einen Leistungsluss von zentralen Großkraftwerken zum
Endverbraucher hin ausgelegt wurden. Somit ist ein Zubau von Erneuerbare Energieanlagen
oftmals nur im Zusammenhang mit umfangreichen Netzverstärkungsmaßnahmen möglich.
Jedoch speisen z.B. Photovoltaikanlagen in Süddeutschland in weniger als 100 Stunden pro
Jahr mehr als 90% der installierten Nennleistung ins Netz ein. Dennoch muss das Stromnetz
für 100% der Nennleistung ausgelegt sein. Das führt zu einem ineffizienten Netzbetrieb und
dazu, dass so entstehende Kosten über höhere Netznutzungsentgelte auf die Allgemeinheit
umgelegt werden. Daher müssen Alternativen untersucht und bewertet werden.

Im Rahmen des Projektes SmartPowerFlow wurde erstmals eine Vanadium-Redox-Flow-
Großbatterie in das Stromnetz eines deutschen Netzbetreibers integriert. Bei dem Batterie-
system, bestehend aus den beiden Hauptkomponenten Batterie – die sogenannte CellCube
FB200-400 DC (200 kW/400 kWh) von Gildemeister energy solutions GmbH – und Wechsel-
richter, handelt es sich um einen Prototypen, da der Umrichter sowie die Batteriesteuerung
eigens für das Projekt entwickelt wurden.

Hauptziel des Projektes war es zu quantifizieren in welchem Umfang notwendige Netzausbau-
maßnahmen zur Erhöhung der Aufnahmefähigkeit des Netzgebietes für Erneuerbare Energien,
durch die Batterieintegration vermieden werden können. Allerdings ist eine alleinige Refinan-
zierung von Großbatterieprojekten auf Verteilnetzebene, auch bei sinkenden Batteriepreisen,
durch vermiedene Netzausbaukosten nicht möglich. Hierfür gibt es zwei wesentliche Gründe.
Zum einen ist es aktuell strittig ist inwiefern sich Batteriebetreiber nach heutiger rechtlicher
und regulatorischer Lage verhinderten Netzausbau vergüten lassen können und zum ande-
ren sind Betriebsmittel der Verteilnetzebene um ein Vielfaches günstiger als die höherer Span-
nungsebenen, wodurch die Kosten für einen Großbatterieeinsatz weit über den Aufwendungen
für Netzverstärkungsmaßnahmen liegen. Da also eine Refinanzierung der Batterie auf diesem
Wege nicht möglich ist, wurde über die Analysen zur Netzaufnahmefähigkeitserhöhung hin-
aus untersucht inwieweit der Spagat zwischen wirtschaftlichem und netzstützendem Betrieb
möglich ist bzw. inwieweit ein marktgetriebener und ein netzdienlicher Speichereinsatz opti-
mal miteinander verbunden werden können. Die Entwicklung einer solchen Betriebsstrategie
ermöglicht nicht zuletzt auch den Anteil an Großbatterieprojekten in der Verteilnetzebene zu
erhöhen. Nichtsdestotrotz ist es stets notwendig den Einsatz einer Großbatterie mit anderen
Netzstabilisierungsoptionen technisch und wirtschaftlich zu vergleichen. Dies war ebenfalls
Ziel des Projektes.

Innerhalb der dreijährigen Laufzeit wurde das Projekt von folgenden Firmen und Institutionen

Seite 119



Zusammenfassung und Ausblick

und ihren speziellen Tätigkeitsbereichen umgesetzt:

• LEW Verteilnetz GmbH: Bereitstellung detaillierter Einspeise- und Lastdaten des Verteil-
netzes und Definition der Kriterien zur Lokalisierung und Realisierung optimaler Einbau-
orte und Betriebsweisen.

• Younicos AG: Entwicklung und Umsetzung des Energie- und Batteriemanagements für
die Vanadium-Redox-Flow-Batterie und deren technische Anbindung an die Leitwarte des
Verteilnetzbetreibers.

• SMA Solar Technology AG: Entwicklung und Untersuchung eines Batteriewechselrich-
ters für eine Vanadium-Redox-Flow-Batterie.

• Reiner Lemoine Institut gGmbH: Projektkoordination, systematische Analyse der Netzop-
timierung sowie wirtschaftliche Gesamtbewertung der unterschiedlichen Einsatzmög-
lichkeiten.

Als Standort für den Batterieprototyp wurde die Marktgemeinde Tussenhausen im Landkreis
Unterallgäu aus 80 möglichen Orten, u.a. wegen der besonders hohen Photovoltaikeinspeisung
in diesem Netzgebiet, ausgewählt. Nach einer erfolgreichen Testphase im Labor wurde der
Speicher offiziell am 02.09.2015 durch die Projektpartner und Repräsentanten aus der Politik
in Betrieb genommen.

Angeschlossen wurde das Batteriesystem für einen einjährigen Feldversuch an das Niederspan-
nungsnetz der LEW Verteilnetz GmbH. Das Kernziel des Projektes war die Aufnahmefähigkeit
des Stromnetzes für Erneuerbare Energieanlagen zu maximieren, deswegen war es wichtig
die Batterie so zu positionieren, dass sie das Stromnetz nicht zusätzlich belastet, sondern im
Gegenteil, wenn möglich, ein möglichst großes Netzgebiet entlastet. Da jedoch die Anwen-
dung marktgetriebener Geschäftsmodelle für einen ökonomischen Betrieb von Großbatterien
auf der Verteilnetzebene unausweichlich ist und die Batterie von daher bei ihrer Wirkleistungs-
abgabe auf die aktuelle Marktsituation reagieren soll und nicht auf die aktuelle Netzsituation,
war es nötig die Batterie an einen Standort zu installieren, wo sie keine zusätzlichen Netzaus-
baumaßnahmen verursacht. Netzausbaumaßnahmen werden auf der Verteilnetzebene haupt-
sächlich durch Spannungsprobleme ausgelöst. Weil sich eine Wirkleistungsabgabe an der NS-
Sammelschiene einer Ortsnetzstation allerdings wegen des günstigeren R/X-Verhältnisses als
im Netzstrang nur minimal auf die Spannung in dem Ortsnetz auswirkt, wurde der Entschluss
gefasst gezielt nach solchen Standorten zu suchen. Ein weiterer Grund für Sammelschienen-
anschluss war, die thermische Belastung der NS-Leitungen nicht zusätzlich durch eine Be-
bzw. Entladung der Batterie zu erhöhen. Die Netzdienlichkeit des untersuchten Speichers wur-
de sichergestellt, indem diese die Spannung im Ortsnetz über eine Blindleistungsregelung da-
hingehend regelt, dass die Netzaufnahmefähigkeit für Erneuerbare Energien erhöht wird. Auf
diese Art und Weise konnte ein netzdienlicher und zugleich marktgetriebener Batterieeinsatz
miteinander verbunden werden.

Eine Analyse markgetriebener Einsatzmöglichkeiten für Großbatterien hat gezeigt, dass unter
heutigen rechtlichen und regulatorischen Rahmenbedingungen der Einsatz am Primärregel-
leistungsmarkt das mit Abstand lukrativste Geschäftsmodell für Großbatterien ist. Dies ist der
wesentliche Grund dafür, weshalb der Fokus in dem Projekt SmartPowerFlow auf diesem Ge-
schäftsmodell lag. Ein weiterer Grund ist jedoch, dass es bisher keine Erfahrung mit Vanadium-
Redox-Flow-Batterien am Primärregelleistungsmarkt gibt. Zudem ist eine Besonderheit dieser

Seite 120



Abschlussbericht | BMWi Förderprojekt
”

SmartPowerFlow“

Technologie gegenüber anderen Batterietechnologien die Möglichkeit zur räumlichen Tren-
nung von Energiemedium und Energiewandler. Insofern können die Leistung und die Speicher-
kapazität unabhängig voneinander dimensioniert werden. Und gerade vor dem Hintergrund der
aktuell stattfindenden Diskusionen bezüglich der von den ÜNB gestellten Kapazitätsanforde-
rungen an Batterien in diesem Markt, könnte sich in Zukunft diese Eigenschaft als vorteilhaft
erweisen.

Da die Batterie also anhand von gemessenen Frequenz- und Spannungswerten (f und U) au-
tomatisiert Wirk- und Blindleistung (P und Q) abgeben bzw. aufnehmen sollte, wurde diese
mit einer P(f)- sowie einer Q(U)-Kennlinie ausgelegt. Somit arbeitete das System stets im 4-
Quadranten-Betrieb.

Ziel der in diesem Projekt entwickelten Betriebsstrategie für den Speicher war es also die
Primärregelleistungserbringung optimal mit einer Blindleistungsregelung zu kombinieren. Die
Herausforderung beim Erreichen des gennanten Zieles war, dass die beiden Dienstleistun-
gen ѦPrimärregelleistungsbereitstellungѧ und ѦBlindleistungsregelung zur Spannungshaltungѧ
mit einer hundertprozentigen Verfügbarkeit erbracht werden müssen. Denn zum einen muss
laut heutigen gesetzlichen Vorgaben dem Endverbraucher zu jedem Zeitpunkt Elektrizität in-
nerhalb eines fest vorgegebener Spannungsbandes bereitgestellt werden und zum anderen
ist eine hundertprozentige Verfügbarkeit der Anlagen, welche einen Zuschlag am Primärre-
gelleistungsmarkt erhalten, in den Teilnahmebedingungen des Primärregelleistungsmarktes
festgeschrieben. Da Batteriespeicher jedoch im Unterschied zu konventionellen Anlagen eine
begrenzte Kapazität aufweisen, musste sichergestellt werden, dass der Ladestand der Batte-
rie zu jedem Zeitpunkt auf einem Level gehalten wird, der die Erbringung der Dienstleistungen
ermöglicht. Bei netzdienlichem Primärregelleistungsbetrieb wird dem Speicher durch Blindleis-
tungsbereitstellung noch zusätzliche Energie entzogen, da der Wechselrichter den Energiebe-
darf für die Blindleistungsbereitsstellung der Batterie entnimmt. Die Steuerung des Ladestands
war folglich notwendig, um ein Leerlaufen des Speichers zu verhindern und die Verfügbarkeit
zu gewährleisten.

Um den Einsatz von stand-alone Batterien, also Speichern ohne Backup-Einheit, zu ermögli-
chen haben die deutschen ÜNB ѦFreiheitsgradeѧ definiert, welche es Batteriebetreibern ermög-
lichen den Ladestand der Speichersysteme während des Betriebes anzupassen. Der wesentli-
che Unterschied zwischen den Freiheitsgraden besteht darin, dass die Anwendung einiger zu-
sätzliche Kosten für die Batteriebetreiber generieren und andere nicht. Freiheitsgrade, welche
keine Kosten erzeugen, können natürlich so oft angewendet werden wie erforderlich. Droht der
Ladestand dennoch, in einen kritischen Bereich zu gelangen, ist paralleles Be- oder Entladen
erforderlich. Dieses erfolgt für die betrachtete Batterie durch Fahrplangeschäfte am Intraday-
Markt, wodurch zusätzliche Kosten entstehen. Die Anwendung dieser Ladestandskorrekturen
erforderte somit eine Optimierung, welche die zusätzlichen Kosten minimiert und gleichzeitig
die Verfügbarkeit des Speichers für PRL-Erbringung sowie Blindleistungsregelung gewährleis-
tet. Die maximal zur Verfügung stehende Leistung des Systems musste folglich zwischen der
Korrekturleistung für Transaktionen und der in dem Markt gebotenen Leistung aufgeteilt wer-
den.

Grundlage der entwickelten Optimierung der Betriebsstrategie war die Barwertmethode. Diese
Methode erlaubt es alle Kosten und Einnahmen, welche während dem Lebenszyklus eines Ge-
rätes auftreten, zu erfassen. Somit konnte auf diesem Wege die Strategie identifiziert werden,
welche einen möglichst lukrativen Speichereinsatz garantiert.
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Die optimierte Betriebsweise konnte anhand des Feldtests validiert werden. Hierbei zeigte sich
allerdings, dass die Batterie aus technischer Sicht nicht optimal für diesen Anwendungsfall ge-
eignet ist. Grund hierfür ist, dass bei der Bereitstellung von Primärregelenergie in etwa 90% der
Zeit lediglich 20% der vermarkteten Leistung abgerufen werden. Und gerade in diesem Leis-
tungsbereich wies der Batterieprototyp sehr niedrige Wirkungsgrade auf (z.B. ein Wirkungsgrad
von 15% bei 5% der Nennleistung). Die geringe Effizienz des Systems fiel jedoch insgesamt
kaum ins Gewicht, da Korrekturenergiekosten nur einen geringen Anteil der Erlöse am Primär-
regelleistungsmarkt ausmachen. Aus diesem Grund sind auch die wirtschaftlichen Auswirkun-
gen der kostenlosen ÜNB-Freiheitsgrade gering. Gleichermaßen stellt dadurch die Blindleis-
tungsbereitstellung und damit das netzdienliche Verhalten keine nennenswerten Mehrkosten
dar (ca. 0,5% der Rücklüsse).

Insgesamt sind für die Wirtschaftlichkeit die Investitionskosten und der Erlös am Primärregel-
leistungsmarkt die bestimmenden Faktoren. Während Li-Io-Batterien unter heutigen Bedingun-
gen bei absehbar niedrigeren Investitionskosten einen positiven Kapitalwert erzielen können,
sind die durchschnittlichen Investitionskosten von Vanadium-Redox-Flow-Batterien für einen
profitablen Betrieb noch um 60% zu hoch. Da es sich hierbei jedoch um eine neue Technologie
handelt, ist von hohen Kostensenkungspotentialen auszugehen.

Die Analyse hat die gegenwärtige Investitionsunsicherheit für Batterieprojekte verdeutlicht,
aber auch deren potenziell starke Auswirkungen auf Markt bei zukünftig niedrigeren Inves-
titionskosten. Maßgeblich für die Investitionsentscheidung dürften weiterhin abzuwartende
Systemauslegungsanforderungen der ÜNB sein. Schlussendlich wurde der traditionelle Netz-
ausbau mit dem Einsatz von Großbatterien und anderen Flexibilisierungsoptionen zur Netz-
stabilisierung technisch und wirtschaftlich verglichen. Grundlage der Untersuchung bildete die
Modellregion Tussenhausen, für welche ein zukünftiger PV-Ausbaupfad unter Verwendung von
Luftaufnahmen erstellt wurde. Insgesamt wurden folgende Flexibilitätsoptionen mit dem Netz-
ausbau verglichen:

• Alle PV-Anlagen in Tussenhausen werden mit einer cosϕ(P)-Regelung ausgestattet.

• Alle PV-Anlagen in Tussenhausen werden mit einer Q(U)-Regelung ausgestattet.

• Alle PV-Anlagen in Tussenhausen erhalten einen Heimspeicher zur Eigenverbrauchser-
höhung.

• In jedes Ortsnetz von Tussenhausen wird (soweit möglich) eine Großbatterie, mit der in
dieser Arbeit entwickelten Betriebsstrategie, integriert.

Für den technischen Vergleich war das entscheidende Kriterium die Erhöhung der Netzaufnah-
mefähigkeit für Erneuerbare Energieanlagen gegenüber dem Szenario ohne die Nutzung von
Flexibilitätsoptionen. Hierbei ergab sich, dass der Einsatz von Heimspeichern die Aufnahme-
fähigkeit am meisten steigert (45%), gefolgt von der cosϕ(P) und Q(U) - Regelung (18%) und
zuletzt dem Einsatz von Großbatterien (7%). Berücksichtigt man zusätzlich in dem Szenario mit
Großbatterien dessen Anlagennennleistung (1,2 MW) so lässt sich das Ergebnis relativieren, da
dies die Aufnahmefähigkeit von 7% auf 44% steigert und damit der Einsatz von Großbatterien
dem Einsatz von Heimspeichern ebenbürtig ist.

Ausschlaggebend für den wirtschaftlichen Vergleich waren die Gesamtkosten, die bei den ver-
schiedenen Optionen entstehen, damit das Ziel der Bayerischen Staatsregierung bezüglich des
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Anteils an Erneuerbaren Energien im Strommix des Jahres 2025 erreicht werden kann. Die Ge-
samtkosten werden hierbei aus Perspektive der Netzbetreiber betrachtet und setzen sich aus
den Netzausbaukosten und den Kosten für Netzverluste zusammen. Darüber hinaus wurde
betrachtet inwieweit den PV- und Batterieanlagenbetreibern Kosten durch den netzdienlichen
Betrieb ihrer Systeme entstehen. Die Anschaffungskosten der PV-Anlagen, Heimspeicher so-
wie Großbatterien lossen in die Wirtschaftlichkeitsberechnungen nicht ein. Grund dafür war,
dass davon ausgegangen wurde, dass diese Kosten von externen Investoren getragen werden.
Es wurde also angenommen, dass diese Systeme aufgrund tragfähiger Geschäftsmodelle er-
baut werden. Es konnte festgestellt werden, dass aus finanzieller Sicht der Netzbetreiber alle
untersuchten Flexibilitätsoptionen gegenüber dem konventionellen Netzausbau zu bevorzu-
gen sind. Entscheidend ist hierbei, dass durch alle Flexibilitätsoptionen die Netzausbaukosten
gesenkt werden können. Insgesamt hat sich gezeigt, dass das Heimspeicherszenario mit ei-
ner Kostenreduktion von etwa 50% das höchste Kosteneinsparungspotential aufweist. Werden
hier allerdings die entgangenen Gewinne der PV-Anlagenbesitzer aufgrund der Einspeisebe-
grenzung mitberücksichtig, schneidet diese Variante am schlechtesten ab. Gefolgt wird diese
Alternative durch die cosϕ(P)- und Q(U)-Regelung (Einsparpotential von ca. 40%). Schlussend-
lich konnte auch bei dem Großbatterie-Szenario, trotz der Primärregelleistungserbringung der
Batterien, eine Kostenreduktion festgestellt werden (ca. 15%). Somit sollte zukünftig der Ein-
satz von dezentralen Großbatterien in den Verteilnetzen stets als Alternative zu Netzausbau-
maßnahmen in Betracht gezogen werden.

Zusammenfassend stellt die vorliegende Arbeit ein Werkzeug zur Optimierung des netzdienli-
chen Einsatzes von marktgetriebenen Großbatterien auf der Verteilnetzebene zur Verfügung.
Hierbei lag der Fokus allerdings auf dem im Projekt entwickelten Vanadium-Redox-Flow-Batte-
rieprototyp mit einer fest vorgegebenen Nennleistung und –kapazität. Weiterführende Studien
sollten dementsprechend bestimmen inwieweit diese Parameter für die beschriebenen An-
wendungsfälle optimiert werden können. Darüber hinaus muss überprüft werden ob es aus
technischer und wirtschaftlicher Sicht sinnvoller ist die vorgeschlagene Methodik auf andere
Batterietechnologien sowie Speicher in anderen Spannungsebenen zu übertragen.

Es hat sich gezeigt, dass ein netzdienlicher und ein marktgetriebener Batterieeinsatz kein Wi-
derspruch sind. Nichtsdestotrotz haben die Wirtschaftlichkeitsuntersuchungen ergeben, dass
Vanadium-Redox-Flow-Batterien unter den heutigen Rahmenbedingungen noch nicht profita-
bel betrieben werden können. Evtl. könnte die Wirtschaftlichkeit von Großbatterieprojekten je-
doch gesteigert werden, indem mehrere marktgetriebene Geschäftsmodelle mit ein und der-
selben Batterie kombiniert werden. Es wäre z.B. denkbar ein Quartierspeicherkonzept zu ent-
wickeln, bei welchem der Speicher zeitgleich Primärregelenergie erbringt und durch eine lokale
Vermarktung des regenerativ erzeugten Stromes den Eigenverbrauch in einem Netzabschnitt
maximiert.

In dem Projekt wurde weiterhin eine Methodik zur Bewertung unterschiedlicher Flexibilitätsop-
tionen im Stromnetz präsentiert. Grundlage hierfür war die Modellierung des lokalen Stromnet-
zes des Batterieinstallationsortes sowie ein für die Ortschaft Marktgemeinde Tussenhausen
ermittelter PV-Ausbaupfad, welcher auf den Zielen der Bayerischen Staatsregierung basiert. In
weiteren Forschungsvorhaben wäre es von daher sinnvoll zu analysieren, inwieweit die gewon-
nenen Erkenntnisse auf andere Netzgebiete bzw. Zukunftsszenarien (z.B. Anstieg der Elektro-
mobilität in Deutschland) übertragbar sind.

Schlussendlich wurden in der vorliegenden Studie die Flexibilitätsoptionen zur Netzaufnah-

Seite 123



Zusammenfassung und Ausblick

mefähigkeitserhöhung für Erneuerbare Energieanlagen getrennt voneinander untersucht und
bewertet. Da sich jedoch gezeigt hat, dass jede Maßnahme ihre Vor- und Nachteile aufweist,
sollte in zukünftigen Untersuchungen näher beleuchtet werden, wie die verschiedenen Flexibi-
litätsoptionen optimal miteinander kombiniert und aufeinander abgestimmt werden können.
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A. Anhang

A.1. Informationen zur Vanadium-Redox-Flow-Batterietechnologie

Die Besonderheit der Vanadium-Redox-Flow-Technologie ist die Möglichkeit zur räumlichen
Trennung von Energiemedium und Energiewandler. Die beiden als Speicher dienenden Elektro-
lyte werden in separaten Tanks gelagert. Insofern können die Leistung und die Speicherkapa-
zität unabhängig voneinander dimensioniert werden, wobei die Tankgröße den Energiegehalt
der Batterie bestimmt. Das Speichermedium wird mittels Pumpen der Lade- und Entladeeinheit
zugeführt. Es kann so ein kaskadenförmiger Betrieb realisiert werden, der erstens je nach Be-
darf Stacks zu- und abschaltet und zweitens dadurch die Selbstentladung reduziert. Einer der
Vorteile ist, das bei einer Störung und Schädigung der Membran keine gegenseitige Verunrei-
nigung der Elektrolyte entstehen kann. Darüber hinaus kann Vanadium vollständig durch eine
externe Aufbereitung regeneriert und damit ohne Verluste wieder verwertet werden. Die räum-
liche Trennung der Elektrolyte wirkt sich ebenfalls positiv auf die Selbstentladerate aus, welche
verschwindend gering ausfällt. Weitere positive Aspekte dieser Speichertechnologie ist der be-
reits genannte einfache Zellenaufbau und die damit verbundene Scale-Up-Fähigkeit, die Mög-
lichkeit die Leistung und Speicherkapazität den Erfordernissen anpassen zu können und dar-
über hinaus die Unempfindlichkeit gegenüber Tiefenentladungen, da der komplette Durchsatz
der Tanks ent- bzw. geladen werden kann. Hinzu kommt eine hohe Zyklenfestigkeit sowie ein
nicht eintretender Memoryeffekt. Dem gegenüber stehen die vergleichsweise niedrige Energie-
und Leistungsdichte, sowie der Betriebs- und Wartungsaufwand sämtlicher, notwendiger Hilfs-
aggregate wie z.B. der Pumpen und der Tanks. Zudem müssen ein hoher Rohstoffpreis und
eine schlechte Verfügbarkeit des Elementes Vanadium als nachteilig bewertet werden.
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Anhang

Abbildung A.1.: Datenblatt des CellCube FB 200-400 DC.

Seite ii



Abschlussbericht | BMWi Förderprojekt
”

SmartPowerFlow“

A.2. Netzanschlusspläne des Batterieprototyps im Projekt
SmartPowerFlow

Abbildung A.2.: Fundamentplan des SPF-Speichersystems.
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Abbildung A.3.: Einpoliger Stromlaufplan des SPF-Speichersystems.
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Abbildung A.4.: Kommunikationsübersicht des SPF-Speichersystems.
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Abbildung A.5.: Hilfsstromversorgung des SPF-Speichersystems.
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