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Zusammenfassung

Die Reduktion des CO2-Austosses erfordert den schnellen Umstieg auf erneuerbare Energien und damit
eine weitgehende Elektrifizierung der Wéarmebereitstellung und des Verkehrs (sog. Sektorkopplung).
Durch die Zunahme der elektrischen Lasten wird sich die aktuelle Netzsituation signifikant &ndern und
teurer Netzausbau wird an vielen Stellen notwendig werden. Um den Ausbau auf ein volkswirtschaftlich
sinnvolles Mass begrenzen zu kdnnen, wird kinftig der netzdienliche Einsatz flexibler Lasten eine
grosse Rolle spielen missen.

Die Nutzung des absehbar auftretenden Flexibilitdtspotentials, welches sich aus der Sektorkopplung
ergibt, bietet sich hierbei an. Der Poweralliance Ansatz ermdglicht eine netzseitige Kapazitats-
verdoppelung auf der Mittelspannungsebene, die zur Versorgung von Industrie- und grdsseren
Gewerbekunden genutzt werden kann.

Dies basiert auf dem kontrollierten Einsatz spotpreisgetriebener Lasten wie sie die Sektorkopplung
hervorbringt. Diese werden bei Poweralliance in dem bisher aus Redundanzgriinden vorgehaltenen und
operativ ungenutzten Kapazitatsband betrieben. Die daraus resultierende, geringfligig verringerte
Versorgungsicherheit kénnen diese neuen Lasten jedoch tolerieren. Der 6konomische Anreiz dafur
basiert auf einem reduzierten Netznutzungstarif sowie niedrigerer Steuer- und Abgabenlast fur
zweckgebundene Stromnutzung.

Der dazu notwendige Nominierungsprozess, die entsprechenden Algorithmen und die erforderliche
technische Infrastruktur beim Verteilnetzbetreiber und bei den industriellen Pilotkunden konnten im
Projekt erfolgreich gepruft werden. Mittels Simulation solcher zusétzlichen, flexiblen Lasten aus der
Sektorkopplung, auf Grundlage der realen Lastgange, konnte in den meisten Fallen sowohl das
vorhandene Potential als auch die Wirtschaftlichkeit des Poweralliance Business Modells unter den
zukiinftig erwarteten technologischen und 6konomischen Randbedingungen nachgewiesen werden.

In diesem Zusammenhang konnte zudem nachgewiesen werden, dass in Verbindung mit einer
verbesserten Lastprognoseerstellung die Nutzung des zuséatzlichen Kapazitatspotentials bestehender
physischer Netze noch weiter erhdht werden kann.

Résumeé

La réduction des émissions de CO2 nécessite un passage rapide aux énergies renouvelables et donc
une électrification poussée de l'approvisionnement en chaleur et des transports (couplage sectoriel).
Avec l'augmentation des charges électriques, la situation actuelle du réseau va changer
significativement et un renforcement du réseau deviendra nécessaire et colteux dans de nombreux
endroits. Afin de restreindre ce renforcement a un niveau économiquement raisonnable, des charges
flexibles devront a I'avenir étre utilisées de maniére compatible avec le réseau.

Le potentiel de flexibilité attendu avec le couplage sectoriel est tout trouvé pour une utilisation dans ce
contexte. L'approche Poweralliance permet ainsi de doubler la capacité du réseau de moyenne tension,
qui alimente les clients industriels et commerciaux.

Ce doublement est rendu possible par une utilisation libre mais contrélée des nouvelles charges, telles
que celles générées par le couplage sectoriel, en fonction des prix du spot de I"électricité. Ces charges
sont employées par Poweralliance dans une fourchette de capacité qui est jusqu’a présent inutilisée
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car gardée en réserve pour des raisons de redondance. Pour ces nouvelles charges, il en résulte une
sécurité d'approvisionnement Iégérement réduite. Elles peuvent cependant le tolérer, en contrepartie
d’une incitation économique basée sur une réduction du tarif d'utilisation du réseau, des taxes et des
redevances.

Le processus de nomination, les algorithmes correspondants et I'infrastructure technique nécessaire au
gestionnaire de réseaux de distribution et aux clients pilotes industriels ont été testés avec succes dans
le projet. En simulant ces charges flexibles supplémentaires a partir du couplage sectoriel sur la base
des profils de charge réels, il a été possible, dans la plupart des cas, de prouver a la fois le potentiel
existant et la viabilité du modeéle économique Poweralliance dans les conditions cadres technologiques
et économiques attendues a l'avenir.

Dans ce contexte, il a également pu étre démontré que, dans le cadre d'une meilleure prévision de la
charge, l'utilisation du potentiel de capacité supplémentaire des réseaux physiques existants peut étre
encore accrue.

Summary

The reduction of CO2 emissions requires a shift towards renewable energies and thus an extensive
electrification of the heat and transport sector (so-called “sector coupling”). An increase in electrical
loads will change the current grid situation significantly.  Expensive grid expansion will become
necessary in many grid locations. In order to be able to limit the expansion to an economically optimal
level, the grid-friendly use of flexible loads will have to play a major role in the future.

The use of the foreseeable flexibility potential resulting from sector coupling is an obvious option. The
Poweralliance approach enables a doubling of grid capacity on the medium-voltage level at which
industrial and larger commercial customers are directly connected.

The doubling can be achieved by controlling spot price-driven loads that sector coupling entails.
Poweralliance is operating these new loads in the capacity band previously held for redundancy reasons
and hence not used for operational purposes. This results in slightly reduced security of supply for those
loads. However, that kind of loads can easily cope with this situation given the economic benefit they
receive in return in terms of reduced grid tariff as well as lower taxes and levies. This approach allows
the distribution of preferred conditions for an earmarked electricity use.

The necessary nomination process, the corresponding algorithms and the necessary technical
infrastructure at the distribution system operator and the industrial pilot customers were successfully
tested in the project. By simulating such additional, flexible loads based on the real load profiles, it was
possible in most cases to prove both the existing potential and the cost-effectiveness of the
Poweralliance Business Model under the technological and economic boundary conditions expected in
the future.

In this context, it could also be demonstrated that due to an improved load forecast generation, the use
of the additional capacity potential of existing physical networks can be further increased.



Take-Home Messages

- Die Abkehr von fossilen Energietragern bedeutet verstarkte Elektrifizierung, welche
gemass heutiger Vorgehensweise einen massiven Netzausbau nach sich ziehen wird

- Heute existieren kaum endkundenseitige Flexibilitaten, die der Netzentlastung dienen

- Batterien und P2X werden kinftig die notwendige Flexibilitat im Energiesystem
bereitstellen

- Poweralliance erlaubt dank intelligentem Flexibilitatseinsatz eine Verzégerung/
Vermeidung des physischen Netzausbaus

- Poweralliance reagiert automatisch auf Energiemarktpreise und knappe Kapazitat im
Verteilnetz

- Poweralliance erhdht durch automatisierte, rollierende Lastprognosen die
Netztransparenz fir den Verteilnetzbetreiber

- Poweralliance ist wirtschaftlich interessant und kann graduell eingefihrt werden

- Elektrifizierung kann in Industrie/Gewerbe durch glinstige erneuerbare Energien,
intelligente Tarifierung von Netz und Steuern/Abgaben zum Selbstlaufer werden

- Punktuelle und landerspezifische gesetzliche Anpassungen bezlglich der Einfihrung
und Umsetzung der innovativen Tarife/Steuern/Abgaben vorbehalten
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Abkilrzungsverzeichnis

DM Device Manager (Endkunden-Steuerung)

GM Grid Manager (VNB-Steuerung)

HS Hochspannung

IKT Informations- und Kommunikationstechnik

ImSys Intelligentes Messsystem

MAPE Mean Absolute Percentage Error. Mittlere absolute prozentuale Abweichung
zum Vergleich von Prognosegliten.

MS Mittelspannung

(n-1) Sicherheit Der Grundsatz der (n-1)-Sicherheit in der Netzplanung besagt, dass in einem

Netz bei prognostizierten maximalen Ubertragungs- und Versorgungsaufgaben
die Netzsicherheit auch dann gewahrleistet bleibt, wenn eine Komponente,
etwa ein Transformator oder ein Stromkreis, ausfallt oder abgeschaltet wird.
Das heisst, es darf in diesem Fall nicht zu unzulassigen Versorgungsunter-
brechungen oder einer Ausweitung der Stérung kommen. Ausserdem muss die
Spannung innerhalb der zuldssigen Grenzen bleiben und die verbleibenden
Betriebsmittel durfen nicht Uberlastet werden. Diese allgemein anerkannte
Regel der Technik gilt grundsatzlich auf allen Netzebenen.

P2G Power-to-Gas (strombasierte Erzeugung von Gas)

P2H> Power-to-Hydrogen (strombasierte Erzeugung von Wasserstoff)

P2H Power-to-Heat (strombasierte Warmeerzeugung)

P2L Power-to-Liquid (strombasierte Erzeugung von Flussigtreibstoffen)
P2X Power-to-X (strombasierte Erzeugung von alternativen Energietragern)
PV Photovoltaik

RLM Registrierende Leistungsmessung

SAIDI-Werte «System Average Interruption Duration Index», SAIDI = Summe aller

Versorgungsunterbrechungen / Gesamtzahl aller Verbraucher.
Zuverlassigkeitsindikator von Energienetzen.

VNB Verteilnetzbetreiber
WP Warmepumpe



1. Einleitung

1.1. Allgemeine Ausgangslage und Hintergrund

Klimawandel und Dekarbonisierung

Zur Begrenzung des Klimawandels soll bis Mitte des Jahrhunderts die weitgehende Dekarbonisierung
der Energieversorgung vollzogen worden sein. Aus diesem Grund wurden weltweit Massnahmen zur
Forderung des Ausbaus erneuerbarer Energien eingefiihrt. Dies hat zusammen mit dem
technologischen Fortschritt zu einem starken Anstieg der Zubauraten gefuihrt. In Deutschland
beispielsweise ist der Anteil der erneuerbaren Energien am Stromverbrauch von 6% im Jahr 2000 auf
Uber 40% im Jahr 2018 gestiegen und es wird damit gerechnet, dass im Jahr 2025 45% des in
Deutschland verbrauchten Stroms aus erneuerbaren Energien stammen wird (BMWi
Bundesministerium fir Wirtschaft und Energie, 2019). In der Schweiz liegt der Anteil von neuen
erneuerbaren Energien am Strommix heute (2017) bei 5.2%. Die Produktionsausbauziele fir 2020 und
2050 sind jeweils 4.4 TWh/a (E-EnG Art. 2 Abs. 1) und 24.2 TWh/a (Energieperspektiven 2050) und
werden damit rund 40% entsprechen. Der massive Ausbau erneuerbarer Stromerzeugung erfordert
kunftig hohe Flexibiliaten, um das schwankende Energiedargebot integrieren zu kénnen. Die gebotene
flexible Verlagerung der Stromnachfrage auf Zeiten hoher Wind- und Solarproduktion erfolgt jedoch
bislang kaum. Der Stromverbrauch ist heute in weiten Teilen inelastisch, kann also aus technischen und
wirtschaftlichen Grinden praktisch nicht verlagert werden.

Hurden fir den Flexibilitatseinsatz heute

Prinzipiell bestehen Flexibilitdtspotentiale zur Lastverlagerung in allen vier Nachfragesektoren:
Industrie, Gewerbe/Handel/Dienstleistungen (GHD), Verkehr und private Haushalte. Poweralliance
beschrankt sind auf Lasten von Netzkunden, die Uber einen eigenen Mittelspannungsabgang versorgt
werden. Dies sind vornehmlich Industriekunden und gréssere GHD Kunden. Allfallige Potentiale bzw.
Hirden im Verkehrssektor (smart charging) oder im Haushalt z.B. bei der strombasierten
Warmeversorgung werden hier nicht betrachtet.

In Industrie und Gewerbe ist in Deutschland bei grésseren Verbrauchern das Energieaudit nach ISO
500001 bzw. nach DIN 16247 sehr weit verbreitet, da ohne ein entsprechend nachgewiesenes
Monitoring keinerlei staatliche Vergunstigungen beim Energiebezug in Anspruch genommen werden
konnen. Insofern ist meist bekannt, dass das theoretische technische Potential in der Industrie zwar
betrachtlich ist, dieses aber aktuell wirtschaftlich nicht zuganglich ist (Fraunhofer I1SI & FfE, 2013). Die
Studie pladiert deshalb dafir, den bestehenden Strommarkt so zu andern, dass
Flexibilitatsbereitstellung und -einsatz einen entsprechenden Erlés generieren kénnen.

Hintergrund ist, dass in der verarbeitenden Industrie die Elektrizitdtskosten gegeniiber den gesamten
Produktionskosten Ublicherweise relativ gering sind. Der durchschnittliche Anteil betrégt nur etwa 5 %.
Daher sind mogliche Kosteneinsparungen in den anderen Bereichen wie beispielsweise Personal und
Finanzierung weitaus grosser und stehen damit mehr im Fokus. Darlber hinaus sind die
Opportunitatskosten, d.h. die Kosten, die durch eine dynamische Verschiebung der
Produktionsprozesse anfallen, in den meisten Féllen sehr hoch. Damit werden eventuelle Einsparungen
durch Verschiebung des Energiebezugs auf Niedrigpreisfenster in der Regel tberkompensiert. In den
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Fallen, in denen die Energiekosten einen signifikanten Anteil an den gesamten Produktionskosten
ausmachen wie z.B. in der Grundstoffindustrie, existieren zahlreiche Verglinstigungen, um die lokale
Produktion in einem globalen Markt zu schitzen. Ein Mechanismus ist die freie Zuteilung von EU-ETS
CO:2 Emissionszertifikaten, um zu verhindern, dass Produktion in L&ander ohne vergleichbare
Klimaschutzmassnahmen abwandert (sog. «carbon leakage»).

Ein weiteres Beispiel fur eine Vergunstigung ist, dass Unternehmen in Deutschland mit einem stark
grundlastartigen Bezugsprofil (Benutzungsdauer >7.000h/a) einen um 80-95%reduzierten Netztarif
erhalten. Durch Lastverschiebungsmassnahmen wirden Unternehmen ihre Bezugsprofile verandern
und damit unter Umsténden den Vorteil bei den Netzkosten, welcher sehr betréchtlich ist, verlieren.

Sektorkopplung erdffnet hohe Flexibiltatspotentiale

Die weitgehende Elektrifizierung des Energiesystems allein ist nicht zielfihrend, wenn eine nahezu
vollstdndige Dekarbonisierung erreicht werden soll. Der Bedarf an synthetischen Brennstoffen und
damit an Kapazitaten von Wasserstoff-Elektrolyseuren ist deshalb nicht obsolet, wie an den folgenden
drei Beispielen gezeigt werden soll:

1) Speicherung Uberschuss/ Backup Erzeugung

Die notwendige massive Ausweitung der regenerativen Stromerzeugung bedeutet, dass die installierte
Erzeugungskapazitat das Verbrauchsniveau um ein Mehrfaches tbersteigen wird. Dies bedeutet, dass
sehr hohe Stromilberschiisse auch tber langere Perioden anfallen werden. Daher ist eine nur kurze
Zwischenspeicherung in Tagesspeichern nicht mehr ausreichend, um das grosse Uberschussvolumen
aufnehmen zu kénnen.

2) Raumwarmebereitstellung

Hohe Vorlauftemperaturen fir das Heizsystem sind vielerorts unabdingbar. Diese kann eine
Warmepumpe heute jedoch energetisch und wirtschaftlich nicht sinnvoll erbringen. Aus dieser
Perspektive ermdglicht die Beimischung von z.B. regenerativ erzeugtem Wasserstoff in das Erdgasnetz
eine Moglichkeit bei einem konventionellen Heizsystem CO2 Emissionsminderungen zu bewirken.

3) Langstreckentransporte, Schifffahrt/Luftfahrt/Fernverkehr

Die Dekarbonisierung erfordert in diesem Sektor zwingend synthetische Brennstoffe als
Energiespeicher. Diese kdénnen auf Basis von Biomasse erzeugt werden. Wegen der begrenzten
Anbauflache und der geringen Flacheneffizienz der Energieerzeugung durch Biomasse ist deren
Verfligbarkeit jedoch begrenzt. Die strombasierte Erzeugung von Brenn- bzw. Kraftstoffen ist daher eine
vielversprechendere Option.

Die Zunahme von erneuerbaren Energien und die Elektrifizierung industrieller Prozesse stellt also eine
grosse Herausforderung fir das Stromnetz dar. In der Konsequenz ist absehbar, dass ein grosses
technisches Potenzial zur Lastverschiebung entstehen wird, welches entsprechend intelligent genutzt
werden muss, um den zweifellos notwendigen Netzausbau in vertretbarem Masse zu halten.

Die Elektrifizierung industrieller Prozesse in Kombination mit dem Einsatz digitaler Technologien kann
eine intelligente und flexible Lésung fir das System bieten. So kann beispielsweise eine intelligente
Steuerung von Batterien, P2H- und P2H2:-Technologien die Integration erneuerbarer Energien
erleichtern, indem sie die Uberschiissige Energie absorbieren oder bei Bedarf den Verbrauch
reduzieren. Darlber hinaus kann eine intelligente Steuerung Engpasse vermeiden und die
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Spitzennachfrage neu verteilen (Estermann et al., 2017; Garret Fitzgerald et al., 2015; Malhotra et al.,
2016; Nilsson et al., 2016). Um das Flexibilitatspotential zu erschliessen, missen jedoch mehrere
Faktoren beriicksichtigt werden. Die Nutzung der Elektrifizierung fur industrielle Prozesse ist heute
begrenzt, da die Stromkosten héher sind als die Kosten fir fossile Brennstoffe. Somit ist von
fundamentaler Bedeutung, dass Strom insbhesondere fir die Lasten der Sektorkopplung im Vergleich
mit den konkurrierenden fossilen Energietrdgern nicht so stark wie gegenwartig mit Netzgebihren,
Steuern und Umlagen etc. belastet wird. Um die Elektrifizierung zu férdern, miissen Anreize geschaffen
werden indem Emissionsminderung und -effizienz durch geeignete Mechanismen wie den COz-Preis
geférdert werden (Brolin et al., n.d.; Napp et al., 2014; Nilsson et al., 2016). Dadurch soll der Umstieg
auf erneuerbaren Strom 6konomisch attraktiv und damit ein Selbstlaufer werden, um Quotenregelungen
oder andere Zwangsmassnahmen zu vermeiden. Auch soll der Einsatz von erneuerbarem Strom so
erfolgen, dass netzfreundliches Verhalten spirbar belohnt wird. Weiter sollen innovative
Geschaftsmodelle dazu beitragen, das Flexibilititspotenzial der neuen elektrischen Verbraucher zu
nutzen und die Notwendigkeit einer Erhéhung der Netzkapazitat zu minimieren (Malhotra et al., 2016;
Zapf, 2017). Schliesslich hangt die erfolgreiche Elektrifizierung der Energiewirtschaft und die Akzeptanz
neuer Geschéaftsmodelle in hohem Masse von den Endkunden ab. Industriekunden bendétigen
Unterstltzung, um sich mit den neuen Technologien vertraut zu machen und die wirtschaftlichen und
Okologischen Vorteile der Elektrifizierung zu verstehen (Brolin et al.).

Abbildung 1 fasst die Rahmenbedingungen fir dieses Projekt kurz zusammen.

o Bis zum Jahr 2025 sollen
/C’J%l 45% des in DE
A r 4 }'. Aktuelle verbrauchten Stroms aus
e’ Umweltprobleme erneuerbaren Energien .
— NIE ren At stammen. Der starke Anstieg
der erneuerbaren
« Férderung ﬁ ‘ - Energien stellt sine
erneuerbarer Herausforderung flir
Energien Neue, elektrifizierte das Stromnetz dar.
Technologien erhihen
= e die Flexibilitat im
CO,-Preises Stromnetz.

4

o : MNeue Geschiftsmodelle nutzen Flexibilitat, um die
P' wera Illance Auswirkungen auf das Stromnetz zu reduzieren.

Abbildung 1: Rahmenbedingungen des Poweralliance Projekts
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1.2. Projektspezifische Ausgangslage

Bei Poweralliance handelt es sich um ein transnationales ERA-Net-Projekt. Unter der Leitung und
fachlicher Mitarbeit der Alpiq wirkten die Hochschulen FHNW, HSLU, ZHAW, der Osterreichische
Technologiepartner Aski, sowie der Deutsche VNB Stadtwerke Crailsheim und der Schweizerische VNB
primeo energie mit jeweils 3 industriellen Pilotkunden mit.

Die heutigen Mittelspannungsnetze (Ebene 5) sind bis auf wenige Stichleitungen redundant ausgebaut.
Damit ist die n-1 Versorgungssicherheit gewdahrleistet. Der Grundsatz der (n-1)-Sicherheit in der
Netzplanung besagt, dass in einem Netz bei prognostizierten maximalen Ubertragungs- und
Versorgungsaufgaben die Netzsicherheit auch dann gewéhrleistet bleibt, wenn eine Komponente, etwa
ein Transformator oder ein Stromkreis, ausfallt oder abgeschaltet wird. Das heisst, es darf in diesem
Fall nicht zu unzuléassigen Versorgungsunterbrechungen oder einer Ausweitung der Stérung kommen.
Dies bedeutet, dass die (Ring-)Netze somit nur zu 50% ausgelastet werden. 50% der Netzkapazitat
liegen im Normalbetrieb brach.

Dilemma zwischen gleichméssiger Netznutzung und hoher Lastverschiebung durch
Energiepreissignale

Grundsatzlich werden Stromnetze so ausgelegt, dass die hdchsten erwartbar auftretenden
Leistungsspitzen noch sicher Ubertragen werden kénnen. Je hdher die maximale Leistungsspitze in
Relation zur durchschnittlichen Leistung eines Netzes ist, desto geringer ist jedoch die Auslastung der
Netze. Je hoher die maximale Leistungsspitze in Relation zur durchschnittlichen Gbertragenen Leistung
eines Netzes ist, desto geringer ist jedoch die tatsachliche Auslastung der Netze gegenlber dem, was
maximal moglich ware. Bei einer sehr volatilen Last muss die verfigbare Netzkapazitat, um dieselbe
elektrische Arbeit Ubertragen zu kdnnen, deutlich héher sein, als wenn ein Grundlastprofil Ubertragen
wird. Daher besteht ein Interesse der Netzbetreiber lbermassige Lastspitzen im Netz zu reduzieren um
dadurch die Ubertragbare Arbeit insgesamt zu erhéhen.

Kunden, deren Verbrauch Uber den eines Haushaltskunden hinausgeht, unterliegen daher der sog.
registrierenden Leistungsmessung (RLM). Hierdurch wird die abrechnungsrelevante Leistungsspitze
ermittelt. Fir den Netzkunden besteht daher ein 6konomischer Anreiz seinerseits die Spitzen des
Bezuges zu reduzieren. Die sog. Lastspitzenreduktion oder engl. “peak shaving” kann dadurch erfolgen,
dass der Lastbezug z.B. eines einzelnen Verbrauchers auf einen spateren Zeitpunkt verschoben wird.
(engl. valley filling). Dadurch kann insgesamt eine Vergleichmassigung der Netzauslastung erreicht
werden. Demgegenlber steht jedoch zunehmend die Anforderung des Energiesystems, die Last an die
zunehmend erneuerbare Erzeugung anzupassen. Beispielsweise soll in Stunden mit hohem
erneuerbarem Angebot das Beflillen von dezentralen Speichern erfolgen. Dieses Verhalten erzeugt
einen hohen Gleichzeitigkeitsfaktor und kann daher zu prononcierten Spitzen im Netz fihren und
widerspricht damit gerade einer gewiinschten Vergleichméassigung aus Netzsicht.

Aktuelles VNB Vorgehen bei Netzengpassen (Bsp. Stadtwerke Crailsheim)

Die Planung und Entwicklung des Mittelspannungsnetzes der Stadtwerke Crailsheim zielte in der
Vergangenheit immer auf eine stets hohe Versorgungssicherheit ab. Dies hatte zur Folge, dass es
bisher nie zu Netzengpéssen im Mittelspannungsnetz kam. In Crailsheim sind einige Industriebetriebe
ansassig mit jeweils mehreren MW Anschlussleistung, die schon immer auf eine sehr hohe
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Versorgungssicherheit angewiesen waren und man deshalb vorausschauend die mittelfristige
Weiterentwicklung der Betriebe im Versorgungsnetz abgebildet hat. Der regulatorische Rahmen mit
seinem Schwerpunkt auf Capex-Kosten hat sein Ubriges dazu beigetragen in das Netz zu investieren.
Auch die Kapazitaten aus dem vorgelagerten Hochspannungsnetz waren nie begrenzt, so dass auch
von dieser Seite her dem vorausschauenden Netzausbau keine Grenzen gesetzt wurden. Diese
Strategie hat dazu beigetragen, dass sich die in den letzten fast 20 Jahren ans Netz angeschlossenen
Erzeugungsanlagen (Photovoltaikanlagen, KWK-Anlagen) problemlos ins Netz einbinden liessen ohne
einen Netzausbau durchfuhren zu muissen. Wiederholt auftretende Engpasse wurden im heutigen
regulatorischen Umfeld mit Investitionen in den physischen Netzausbau begegnet werden. Der sichere
Betrieb des Netzes konnte mit Uberschaubarem Aufwand durchgefiihrt werden. Dies zeigen auch die
SAIDI-Werte, bei denen Deutschland im weltweiten Vergleich Spitzenreiter ist. In Crailsheim liegt der
Wert nochmals um eine Grdssenordnung besser als im bundesdeutschen Durchschnitt.

Verbreitung und Akzeptanz einer Innovation

Die Verbreitung einer Innovation, wie das Poweralliance Konzept, ist ein Prozess, der erklart, wie sich
eine neue Ldsung im Laufe der Zeit Gber bestimmte Kanéle unter den Mitgliedern eines Sozialsystems
verbreitet. Die Verbreitung neuer Technologien hangt oft von Wechselwirkungen zwischen sozialen,
O0konomischen und technischen Aspekten ab (Cantono & Silverberg, 2009).

In diesem Projekt wird die Verbreitung von Technologien, welche industrielle Prozesse elektrifizieren,
und die Potenzialentwicklung des Geschéftsmodells Poweralliance untersucht. Zu diesem Zweck wird
ein system-dynamisches (SD) Modell verwendet. SD wurde umfassend zur Modellierung der
Technologiediffusion eingesetzt, basierend auf dem Bass-Diffusionsmodell (Bass, 1969; Mutingi, 2013;
Radoji¢i¢ & Markovi¢, 2009; Radomes & Arango, 2015). In unserem Fall ermdéglicht uns SD die
dynamische Bewertung sehr unsicherer und komplexer Systeme. Das Modell ermdglicht es,
Zukunftsszenarien zu testen, die durch verschiedene Parameter ausgeltst werden. Dartber hinaus
kann ahnlich wie bei (Kubli & Ulli-Beer, 2016) empirisches Wissen verwendet werden, um die
Akzeptanzentscheidung der Kunden zu modellieren.

1.3. Motivation und Ziele des Projektes

Hauptmotivation des Projektes ist die Minimierung der volkswirtschaftlichen Netzkosten angesichts der
Herausforderung zur Umsetzung der Energiewende mit einer zukinftigen Elektrifizierung. Die
Dekarbonisierung mit ihren notwendigen Massnahmen flhren zu einer massiven Mehrbelastung der
Netzinfrastruktur, v.a. auch der Verteilnetze. Bei einer solchen Mehrbelastung wéren aktuell unmittelbar
grosse und kostspielige Netz Ausbauten notwendig. Das Projekt sucht nach einer Optimierung des
volkswirtschaftlichen Nutzens durch Reduktion der Netzinvestitionen bei gleichbleibendem Nutzen.
Durch die Verwendung ungenutzter Ressourcen soll zukinftig der Netzausbau auf der
Mittelspannungsebene vermieden bzw. verzdgert werden. Durch die Kopplung von Nachfrage an das
volatile Stromangebot soll die Wirtschaftlichkeit des Projektkonzeptes verbessert, aber auch der Einsatz
neuer flexibler, elektrischer Lasten gefordert werden. Damit wird eine Erhdhung der Flexibilitat sowohl
bei der Nachfrage als auch bei der Einspeisung erreicht.

Fur die Umsetzung der Energiewende werden kinftig hohe Investitionen in das Verteilnetz
prognostiziert. Dem konventionellen Netzausbau steht grundséatzlich die Mdéglichkeit gegeniber, die
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Netzbelastung so zu steuern, dass ein Netzausbau zeitlich verzdgert oder ganzlich unterbleiben kann.
Eine pauschale Beurteilung fiir oder gegen intelligente Netzsteuerung kann praktisch nicht gegeben
werden, da bislang breite Erfahrungen fehlen, sich Studienergebnisse von Fall zu Fall stark
unterscheiden und sich daher fur die Umsetzung noch keine Methode als best practice etabliert hat.

Im vorliegenden Projekt soll untersucht und erprobt werden, ob und wie aus heute im industriellen
Kontext verbreiteten lokalen Lastmanagementsystemen inkl. Lastspitzenoptimierung ein
praxistaugliches System zur Beeinflussung der regionalen Netzlast entwickelt werden kann, um
zukiinftig Verteilnetze insbesondere auf Netzebene 5 bei Engpéssen zu entlasten. Dazu muissen
folgende Aspekte abgedeckt werden:

- Informationen Uber die Praferenzen der Stakeholder (Markt-Netz Dilemma) und deren
Adoptionsbereitschaft fir die entwickelten Losungen. Dies dient zur Abschatzung des heutigen
und zukunftigen Potentials und Bedarfs fir regionales, netzoptimiertes Lastmanagement.
Erarbeitung eines geeigneten und wettbewerbsfahigen Geschéaftsmodells mit entsprechender
Tarifgestaltung, um eine 6konomisch tragféhige Losung finden zu kénnen.

- Weiterentwicklung bestehender dezentraler technischer Systeme und Algorithmen fir den
maschinellen (automatischen) Einsatz, um zentrale Steuergrossen entgegennehmen zu
konnen (z.B. Ampelsignale, Fahrpléane).

- Algorithmen, welche auf Basis von Netzbelastungsprognosen flexible Lasten optimal einsetzen.

- Durchfihrung einer Praxisphase, die unter realistischen Voraussetzungen das erarbeitete
Konzept, den Prozess und die verwendeten Algorithmen validiert. Beurteilung der
Skalierbarkeit.
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2. Poweralliance Konzept

Poweralliance unterscheidet zwei unterschiedliche Arten von Lasten entsprechend Ihrem Anspruch an
die Hohe der Versorgungssicherheit. Beide Arten sind in Abbildung 2 aufgelistet. Die erste Kategorie
sind die sogenannten “unbedingten Lasten”. Diese Lasten sind gewdhnliche Lasten, welche keinerlei
Preiselastizitat im Rahmen von normal auftretenden Preisschwankungen aufweisen. Auch sind diese
Lasten ausschliesslich vom Bedarf der zugrundeliegenden Energiedienstleistung getrieben. Beispiele
hierfur sind industrielle Lasten des produzierenden Gewerbes, Beleuchtung, Kommunikation und die
meisten Lasten des Haushalts. Ein Stromausfall bei der Versorgung dieser Lasten ist stets mit hohen
direkten oder indirekten Kosten verbunden. Die zweite Kategorie sind die sogenannten “bedingten
Lasten”. Sie betreffen, wie in der Einleitung beschrieben, insbesondere die zukiinftig stark verbreiteten
Lasten der Sektorkopplung und der Speicherung. Diese Lasten weisen zwei dezidierte Charakteristiken
auf und sind stark strrompreisgetrieben. Diese Lasten tolerieren einen niedrigeren Level der
Versorgungssicherheit im Vergleich zu den unbedingten Lasten. Dies bedeutet, dass in den seltenen
Fallen eines Versorgungsunterbruchs keine Kosten in inakzeptabler Hohe entstehen. Ausserdem
weisen diese Lasten eine signifikante Preiselastizitdt auch Gber einen Zeitraum von mehr als 24 Stunden
auf. Im aktuellen System bestehen praktisch kaum solche bedingten Lasten.

PV, Wind, Erneuerbare
Batterien, Stationare Speicher
Warmepumpen, P-t-H
Heizstabe, P-t-G
Elektrolyseure, Mobile Speicher
Brennstoffzellen
Elektromobilitat

Nachfragegesteuert Preisgesteuert
Geringe Preiselastizitat Hohe Preiselastizitat

Abbildung 2: Unbedingte und bedingte Lasten und Produktionseinheiten, nachfolgend «bedingte Lasten» genannt

Unbedingte Lasten werden also durch das n-1 sichere Mittelspannungsnetz versorgt, wahrend bedingte
Lasten zukinftig Uber die heute unzugangliche n sichere redundante Kapazitdt des
Mittelspannungsnetzes versorgt werden.

Damit die bedingten Lasten die Netzkapazitat nicht tGberschreiten, bendétigen die Verteilnetzbetreiber
(VNB) Informationen uber deren Einsatz der Kunden. Bis anhin wurde der VNB nicht Uber den
Kundenfahrplan des Folgetages informiert. Leistungsgemessene Kunden melden ihn zwar ihrem
Stromlieferanten aber nicht ihrem VNB. Genau dies andert sich mit dem Poweralliance Konzept,
welches ein intelligentes, netzdienliches Lastmanagement der bedingten Kundenlasten ermdglicht.

15



Geschaftsmodell und Poweralliance Tarif (PAT)

Dem Projekt Poweralliance liegt die Idee zugrunde, die zur Gewahrleistung der geforderten hohen
Versorgungssicherheit (sog. n-1 Sicherheit) vorgehaltenen und damit operativ brachliegenden
Netzreserven intelligent zu nutzen. Diese Idee ist in Abbildung 3 illustriert. Hierfur eigenen sich vor allem
die neuen Lasten der Sektorkopplung und der Speicherung sowie die regenerativen Einspeisungen, die
sogenannten bedingten Lasten.
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Abbildung 3: Kapazitatshandaufteilung zur Netzbewirtschaftung

Neben den reinen Energiepreisen, die weiterhin vom Markt bestimmt werden, soll daher fir alle weiteren
Kostenarten, also fur Netz sowie Abgaben und Steuern, ein giinstiger Tarif, im Projekt als Poweralliance
Tarif (PAT) bezeichnet, zum Tragen kommen. Der vorgeschlagene, verwendete PAT unterscheidet sich
wie in Tabelle 1 ersichtlich vom heutigen Standard Tarif (ST).

Tabelle 1: Komponenten Standard (ST) und Poweralliance Tarif (PAT)

Tarifkomponenten \ Tarife ST PAT
Energie Spotpreisbasis Spotpreisbasis
Netznutzung Arbeitspreis 100% 10%
Netznutzung Leistungspreis 100% 10%
Steuern & Abgaben 100% 50%
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Die mit dem niedrigeren PAT Tarif einhergehende und von den Netznutzern akzeptierte reduzierte
Versorgungssicherheit (n-sicher) ist fur primar preisgesteuerte Technologien wie Batterien sowie
Technologien zur Sektorkopplung im Gegensatz zu den herkdmmlichen Verbrauchern jedoch
akzeptabel. Auf diese Weise lasst sich ein Regime zur Absorption von giinstigem Uberschussstrom
durch neue flexible Lasten etablieren. Die bisher bestehende Versorgungssicherheit der herkémmlichen
Lasten wird vom Poweralliance Ansatz nicht tangiert.

Abgrenzung zu anderen, bestehenden Ansétzen

Der von Poweralliance entwickelte Projektansatz ist prinzipiell neu und wurde bis dato in der Literatur
nicht beschrieben. Folgende Unterschiede zu Ublichen Anséatzen bestehen:

Bei Smart Grid Projekten wird zumeist der VNB in die Lage versetzt das Netz aktiv durch den Einsatz
von Flexibilitaten zu steuern. Dies kann entweder dadurch geschehen, dass der Netzbetreiber auf einem
Markt von Dritten Flexibilitdt bezieht (Flexmarkt Ansatz) und entsprechend abruft oder dass dem
Netzbetreiber selbst physikalisch Durchgriffsrechte auf Kundenanlagen eingeraumt werden (Smart
Operator Ansatz, Einkiirzung Erneuerbarer Produktion). Beide Ansétze erachten wir als problematisch.

Beim Flexmarkt Ansatz wird unterstellt, dass lokal ausreichend Flexibilitdét durch mehrere Spieler in
einem Wettbewerb untereinander so bereitgestellt werden kann, dass zum einen genug Flexibilitat zur
Aufhebung des Netzengpasses vorhanden ist und zum anderen keine missbrauchlichen Preise
entstehen kdnnen. In Diskussion mit den Netzbetreibern ist Poweralliance zum Schluss gelangt, dass
Netzengpasse grundsatzlich ein Problem darstellen, welches oftmals nur von wenigen Netzkunden
verursacht wird. Eine ausreichende Liquiditat zur Generierung eines volkswirtschaftlich sinnvollen
Preises wird daher in den meisten Fallen nicht moglich sein. Dartber hinaus stellt die Organisation und
das Betreiben eines Marktes eine Aufgabe dar, die der origindren Aufgabe der sicheren technischen
Netzfihrung nicht mehr sehr nahesteht.

Der Smart Operator Ansatz, bei welchem der Netzbetreiber gegen die Zahlung einer Pramie
Durchgriffsrechte auf Kundenanlagen erhéalt, ist aufgrund wettbewerblicher Aspekte der
Marktliberalisierung und des Unbundlings problematisch und aufgrund technischer Bedenken ebenso
wenig sinnvoll. Der VNB misste die Kontrolle und die Ubersicht tber die Verfiigbarkeit der
Kundenanlagen stets - im Stile eines virtuellen, komplexen Kraftwerkes - aktuell halten, da diese
zusatzlich mit lokal hochaufgelosten Restriktionen versehen sind. Die Lésung der erforderlichen
Optimierung ist daher entsprechend komplex und zumindest aktuell auch nicht im Aufgabengebiet des
Netzbetreibers angesiedelt. Er wirde jedoch als Dritter das Verhaltnis zwischen Energielieferanten und
den Verbrauchern direkt tangieren.

Fundamental neuer Weg mit Poweralliance

Im Poweralliance Konzept erfolgt der netzdienliche Einsatz von Flexibilitat durch den Kunden selbst.
Der Netzbetreiber gibt lediglich die Randbedingung vor indem er Kapazitaten zur Buchung durch den
Kunden anbietet, Fahrplane freigibt, bzw. mit dem Hinweis auf entsprechend notwendige Kurzungen
zur Anderung zuruickweist. Die Auswirkungen von Fahrplananderungen werden stets im Innenverhaltnis
Kunde-Energieversorger geregelt. Der Energieversorger kann dadurch zudem beim Kunden auf
verschiedene Weise Wertschopfung erzielen. Die Bepreisung der Netzkapazitaten erfolgt nach fixen
Tarifen unterschieden nach sicheren (ST) sowie reduzierbaren Kapazitaten (PAT). Durch die gewahlte
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Hoéhe der vom Kunden gebuchten Kapazitaten entscheidet der Kunde tber die Hohe des Gesamtpreises
und die Hohe einer eventuell notwendigen Reduktion. Dadurch kann die Zahlungsbereitschaft des
Kunden sehr einfach, ohne auf komplexe Marktmechanismen wie Auktionen, Handel etc. zuriickgreifen
zu mussen, abgeholt werden. Die Prinzipien des Unbundlings und der Marktliberalisierung werden
vollumfénglich eingehalten.

Da der Netzbetreiber die verfugbare Kapazitat im Fahrplananmeldungsprozess am Tag zuvor freigibt,
besteht theoretisch die Mdglichkeit, dass sich der Kunde nicht an den Fahrplan halt und mehr
Netzkapazitdt beansprucht als er bezahlt hat. Sofern keine Netzstérung vorliegt, ist dies aus
Netzbetreibersicht zunéchst unkritisch. Der Kunde bezieht dann (teure) Ausgleichsenergie und dem
Verteilnetzbetreiber wird die Abweichung unmittelbar transparent, da er durch Poweralliance nun Soll
und Ist Werte zeitnah vergleichen kann. Bei Bedarf oder im Wiederholungsfall konnte dann entweder
eine zusatzliche Ponale ausgesprochen werden oder der Netzbetreiber verweigert diesem Kunden im
Weiteren die Teilnahme am Poweralliance Tarif.

Fahrplanabweichungen entstehen insbesondere dann, wenn Lasten nicht gut prognostiziert werden
kénnen. Bei bedingten Lasten ist dies jedoch nicht der Fall, da diese preisbestimmt und eben nicht nach
einem unsicheren Bedarf gefahren werden. Somit existiert, ausserhalb ungeplanter betrieblicher
Stdrungen, in der Regel keine Prognoseunsicherheit.

Konzeptergéanzung

Erganzt wird dieses Konzept durch eine Untersuchung und Optimierung von Summenlastprognosen
unbedingter Lasten pro Kunden (Kundenfahrplan) und pro Netzknoten (aggregierte Kundenfahrplane).
Neben der Bestimmung der Prognoseglte verschiedener Ansatze soll damit auch das heutige
Restpotential der n-1 sicheren Netzkapazitat fir unbedingte Lasten exemplarisch betrachtet werden. Im
Kapitel 4.3. werden die Wahloptionen der Stakeholder beleuchtet und Mdglichkeiten eine solche
Konzepteinfihrung zu erleichtern betrachtet.

Die Ergebnisse des Poweralliance Gesamtprojektes, welche in den folgenden Kapiteln 3 bis 5
dargelegt werden, reflektieren die folgenden 3 Arbeitsschwerpunkte:

- Poweralliance Hauptprozess mit wirtschaftlicher Betrachtung des Konzepts
- Vorhersage unbedingter Lasten
-  Stakeholderakzeptanz & Entwicklungsstrategien

Im Poweralliance Hauptprozess wird der im Projekt entwickelte Fahrplanprozess detailliert beschrieben
sowie anhand von Simulationsrechnungen die betriebswirtschaftlichen Auswirkungen der Einflhrung
von Dekarbonisierungstechnologien unter Zugrundelegung des PAT dargestellt. Bei der Vorhersage
unbedingter Lasten wird die erreichbare Prognosegenauigkeit unterschiedlicher Verfahren analysiert.
Die Prognosegiite ist entscheidend fur die Ermittlung der freien Kapazitatsbander, die wiederum die
Grundlage des Poweralliance Prozesses darstellen. Im Kapitel Stakeholderakzeptanz &
Entwicklungsstrategien wurde untersucht, wie gross die Bereitschaft von Netzkunden ist, einen Beitrag
im zukinftigen Energiesystem nach dem Poweralliance Prinzip zu leisten. Zudem wurden relevante
Zielkundengruppen identifiziert.

Der durch Poweralliance erarbeitete Ansatz wurde in Diskussion mit den Pilotkunden und deren
jeweiligen VNBs moglichst realistisch virtuell aufgesetzt und simuliert. Die reale Kundeninfrastruktur wie
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beispielsweise Netzanbindung und effektiver Energiebedarf (unbedingter Lastgang, fossiler
Energiebedarf) bildete die Simulationsgrundlage. Die Wahl und die Dimensionierung der bedingten
Lasten (Poweralliance Ausbau) und die Festlegung der energetischen und produktionstechnischen
Randbedingungen erfolgte in Absprache mit den Pilotkunden und deren Betrieben. Die
Simulationsdetails sind dem Kapitel 3 mit deren Anh&ngen und dem Kapitel 4 zu entnehmen.

3. Poweralliance Hauptprozess

3.1. Ubersicht Fahrplanprozess fiir bedingte Lasten

Es wird ein Ablauf in finf Schritten definiert, um kostenoptimale Fahrplane des Folgetages zwischen
mehreren Endkunden und ihrem VNB abzustimmen und die vorhandene Netzkapazitdt sowie die
bedingten Lasten bestens auszunutzen. Die Teil-Algorithmen werden in den folgenden Kapiteln naher
beschrieben. Da die Planung, resp. der Fahrplan fir den Folgetag gilt, wird er day-ahead Fahrplan
bezeichnet. Der Prozessstart ist am Mittag, wenn die day-ahead Spotpreise bekannt gegeben werden.
Der Prozess endet nach rund zwei Stunden, damit die betroffenen Stakeholder, insbesondere die
Endkunden, diese Fahrplane implementieren und realisieren kénnen.

Die Prozessschritte im Einzelnen:

1. Der Endkunde macht eine Prognose des Fahrplans seiner unbedingten Lasten fir den Folgetag
(day-ahead Fahrplan; siehe hierzu Kapitel 4.2)

2. Jeder Kunde berechnet fir seine bedingten Lasten einen optimierten Fahrplan des Folgetags,
manuell oder automatisiert. Kapitel 3.2.1 beschreibt den Device Manager (DM), der diese
Aufgabe Ubernimmt. Er beriicksichtigt dabei Parameter wie verdffentlichte Spotpreise des
Folgetags (bei einer Optimierung anhand der Energiekosten), eigener Fahrplan der
unbedingten Lasten, erwartete Produktion der eigene PV Anlage und eigene betriebliche
Randbedingungen der Flexibilitat der bedingten Lasten.

3. Jeder Kunde sendet einen initialen Fahrplan der bedingten Lasten an den VNB

4. Der VNB pruft die Kompatibilitit der Summe aller erhaltenen Kundenfahrplane mit der
tatsachlichen maximalen Ubertragungskapazitat des Netzes mithilfe eines automatisierten
Ampeliberwachungssystems. Der hierflr zustéandige Grid Manager (GM) wird in Kapitel 3.2.3
beschrieben.

a. Sofern die Netzgrenzen eingehalten werden, kénnen die Fahrplane akzeptiert werden
(griine Ampel)

b. Ansonsten mussen die Fahrplane angepasst werden (gelbe Ampel). Die Anpassung
erfolgt zuerst seitens GM.

c. Der GM sendet den (gegeben falls verédnderten) Fahrplan an die Kunden zuriick.
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5. Der Kunde kann in Iterationen den Fahrplan noch nach seinen Winschen anpassen. Die
Kompatibilitat der Anpassungen wird dann noch mal vom GM Uberprift.

6. Schliesslich Ubertragt der DM die vom VNB genehmigten Fahrplane an die Controller der
Endgerate (bedingte Lasten) und die day-ahead Planung ist abgeschlossen.

Mit den lokalen Controllern der Endkunden kommuniziert der DM und nicht der GM. Grund dafir ist,
dass der GM des VNB keine Informationen zu den Kundenaggregaten hat. Diese Informationen, und
die Fahrplane mit der Granularitat der einzelnen Aggregate, ist nur dem DM bekannt. Es bestehen dabei
Risiken von inkorrekten Fahrplanen. Um diese Risiken vorzubeugen, empfehlen wir, dass jede
Implementierung des DM von einer Zertifizierungsstelle genehmigt werden soll.

Nach der day-ahead Planungsphase wartet das System bis Mitternacht. Ab Mitternacht wird flr die
nachsten 24 Stunden vom Intraday gesprochen. Die rote Farbe! der Ampel ist fiir samtliche Arten von
Stérungsfallen oder ausserplanmassigen Uberschreitungen der Limiten im Intraday Betrieb reserviert.
Sollte eine Uberschreitung der Limite festgestellt werden, kann der VNB wie im Storfall alle oder
einzelne bedingte Lasten vom Kunden abschalten lassen. Eine solche inkorrekte Situation wére z.B.,
wenn die bedingten Lasten eines Kunden mehr verbrauchen als zugeteilt, so dass die Summe der
Leistungen aller Kundenaggregate, die vom GM dem Kunden zugeteilte Leistung Uberschreitet. Solchen
Situationen sind durch vertraglich vereinbarte Strafen (verpflichtende Software Update des DM,
Ausschluss vom System der bedingten Lasten oder mehr) vorzubeugen.

Storungsfélle umfassen z.B. den Ausfall eines Betriebsmittels des Netzes («n-1 Fall» benannt). Ein n-1
Fall kann sowohl eine geplante Baumassnahme im Netz, wie auch ein ungeplanter, oft durch Dritte
versursachter Schaden (z.B. Baggerschaden) sein. Dabei konnen unbedingte Lasten wie bis anhin nach
der Ringschliessung des Mittelspannungsnetzes wieder in Betrieb genommen werden, wahrend
bedingte Lasten erst nach Abschluss der Reparatur des Netzes ihren Betrieb gemass Fahrplan wieder
aufnehmen kénnen. Geschieht ein ungewinschter Mehrbezug wéhrend einer Stérung im Netz, kann
vom Netzbetreiber eine technische Einrichtung vorgesehen werden, die den Kundenstromkreis, in dem
sich die bedingten Lasten befinden, fir die Zeit der Stérung automatisch stromlos stellt.

3.2. Teil-Algorithmen der Fahrplanerstellung

3.2.1. Erstellung von kostenoptimalen Fahrplanen im Device Manager (DM)

Jeder Endkunde kann prinzipiell mehrere Aggregate von unterschiedlichem Typ betreiben. Jedes
Aggregat ist durch Parameter charakterisiert, die seine Leistung und seine Betriebszeit einschrénken
kénnen. Leistungsparameter sind untere und obere Schranken, sowie die Anzahl diskreter Zusténde
(Stufen) der Leistung dazwischen. Aggregate mit kontinuierlichen Leistungswerten innerhalb der
Schranken werden im Projekt mit einer grossen Anzahl an Stufen anndhernd abgebildet. Zur Definition
der Parameter wird ein Tag in Zeitschritte unterteilt. Ein oft gewdahltes Intervall ist 15 Minuten. Der
gewahlte Leistungswert fir jedes Aggregat und jeden Zeitschritt bildet den initialen Fahrplan des
Kunden. Im initialen Fahrplan ist ein Aggregat entweder mit maximaler Leistung eingeschaltet oder

1 In beiden Fallen ohne Implementierung
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komplett ausgeschaltet. Einschrankungen der Betriebszeit umfassen gesperrte Zeiten und untere und
obere Schranken flr Ein- und Ausschaltdauer und Anzahl Aktivierungen am Tag, wie in Abbildung 4
zusammengefasst. Ausserdem kénnen logische Verknipfungen (UND, ODER usw.) tiber den Betrieb
von zwei unterschiedlichen Aggregaten (z.B. Aggregate 4 und 5 dirfen nicht gleichzeitig in Betrieb sein)
abgebildet werden.

4

Operationstate of CL aggregate

ON Last activatio
First activation

(switch OFF = ON

schedule of
an aggregate

- number of
activations(C. 6-7)

Duration at
operation (ON)

Duration at rest (OFF)
(C. 4-5)

Duration after
last deactivation
(C.9)

Duration before
) first activation
(C. 8)

disabled operation

time (C. 1)

OFF 96‘

0 Time (in timesteps) |

Abbildung 4: Betriebliche Randbedingungen tiber Operationszeit der bedingten Aggregate

Der DM errechnet nach diesen und weiteren Vorgaben einen Fahrplan fir jedes Aggregat. Fir jeden
Fahrplan kann ermittelt werden, ob die Randbedingungen eingehalten und die Anzahl ihrer
Verletzungen bestimmt werden. Ebenso konnen fir den Fahrplan die entsprechenden
Tagesenergiekosten bestimmt werden. Um einen Im Sinne der Tagesenergiekosten mdoglichst
optimalen Fahrplan zu generieren, setzt der DM einen Optimierer ein.

3.2.2. Implementierung des Optimierers

Als Optimierer fur die Tagesfahrplane wurde ein genetischer Algorithmus der Familie «Multi Objective
Evolutionary Algorithm» (MOEA) eingesetzt. Er findet bei einer vorgegebenen Zeit einen bestmdglichen
Fahrplan. Das Gutekriterium fir den Vergleich zweier Fahrplanlésungen ist in erster Prioritat die
geringste Anzahl an Verletzungen und in zweiter Prioritéat die geringsten Tagesenergiekosten. Am Ende
der Optimierung kann aber der bislang beste berechnete Fahrplan noch Verletzungen aufweisen.
Solche Falle weisen entweder auf eine zu knappe Zeitvorgabe bei der Erstellung des bestmdglichen
Fahrplans hin — und die Zeitvorgabe muss hochgesetzt werden - oder es wurden unrealistische
Parametereinstellungen der Aggregate des Kunden gewahlt. In diesem Fall existiert kein Fahrplan ohne
Verletzungen. Wegen dem letzteren Fall sind solche Fahrplédne programmtechnisch nicht unterbunden,
damit der Planungsprozess nicht unterbrochen wird. Nachtraglich wird jedoch selbstverstandlich jeder
einzelne Fahrplan gepriift, ob Verletzungen aufgetreten sind.?

2 In der Simulation wurde fir keinen der 2190 Fahrplane (365 Tagesfahrplane der 6 Kunden) Verletzungen festgestellt.
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Als Zielfunktion werden die Tagesenergiekosten beriicksichtigt, die fur jeden Zeitschritt aus
Stromkosten und den Differenzkosten fiir andere Energietréger bestehen. Die Stromkosten sind das
Produkt des Nettostrombezugs vom Netz (Bezug positiv, Rlickspeisung negativ) und des Preises? des
aktuellen Zeitschrittes. Der Nettostrombezug besteht aus dem Verbrauch unbedingter und bedingter
Lasten abziiglich der PV Eigenproduktion.

3.2.3. Uberprifung aller Fahrplane im Ampeliberwachungssystem

Nach Erreichen eines vordefinierten Zeitlimits zur Optimierung der initialen Fahrplane ist der Grid
Manager (GM) fur den néchsten Schritt im gesamten Prozess zustandig. Im Normalfall erhalt der GM
die initialen Fahrplane aller Endkunden. Mit einer integrierten Funktion zur Lastflussrechnung ermittelt
der GM die aus den initialen Fahrplanen resultierenden Leistungen fir jedes Betriebsmittel (Leitung,
Trafo, usw.) des Netzes. In unserem Fall mit der Netzstruktur eines offenen Rings hat das Netz nur eine
Baumstruktur, bei welcher die Einspeisung die Wurzel ist. Die resultierende Leistung in jedem
Betriebsmittel ist die Summe der Leistungen aller nachgelagerten Betriebsmitteln der angeschlossenen
Kunden. Diese Summe wird auch im GM bei jeder Anderung der Kundenfahrplane automatisiert
aktualisiert.

GM priift, dass diese Summe ¥ c¢ Pinitial ¢ + die maximale fiir bedingte Lasten reservierte
Ubertragungskapazitat L («Netzgrenzen» i.d.R. 50 % der Kapazitét) des Betriebsmittels nicht
Ubersteigt und unterscheidet zwei Félle:
- Entweder werden fiir jeden Zeitschritt die Netzgrenzen eingehalten und die Ampel ist grin. In
diesen Fall antwortet GM einen akzeptierten Fahrplan an DM, der gegenuber dem initialen
Fahrplan unverandert ist.

Ve, Vt,z Dinitial ¢, < L

- Oder die Netzgrenzen sind in mindestens’ €inem Zeitschritt verletzt und die Ampel ist gelb. In
diesem Fall ist in den betroffenen Zeitschritten fur jeden Kunden die maximal mdgliche Leistung
gegenuber dem initialen Fahrplan zu p,yyeptiert ¢ « reduziert.

VC,Vt,Z Pinitial ¢t = L = Pakzeptiert c t = Pinitial ¢ t mit Ve, Vt:z Pakzeptiert c t <L
cec cec
Diese Reduktion ist Gegenstand eines Kirzungsalgorithmus, welche neben der Netzkapazitatsgrenze
L des Betriebsmittels und den initialen Leistungen pjyitia ¢+ jedes Kunden c¢ auch ihren gekauften
Anteilen (Kapazitatspunkte) am System der bedingten Lasten bericksichtigt, um die akzeptierten
Maximalleistungen payeptiert ¢ - ZU berechnen. Auf der Ebene der Kunden, welche mehrere Aggregate
haben kénnen, wird die Kiirzung stufenlos und auf der Basis der Kapazitatspunkte berechnet. Bei der
Umsetzung der Kirzungen eines Kunden auf seine verschiedenen Aggregate werden Leistungen dann

3 Alle Preis- und Kostenangaben dieses BFE Berichts sind in CHF mit einem pauschalisierten Wechselkurs von 1 EUR = 1.1
CHF ausgewertet.
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entweder stufenlos* oder diskreten in Stufen gekirzt, abhangig von den realen Mdglichkeiten der
Aggregate.

Das Kapazitatspunktesystem ist ein im Projekt entwickelter Anreiz, um die Kunden fir die Benutzung
der Netzkapazitat in den Stunden héchster Nachfrage finanziell zu beteiligen. Kunden kénnen sich
freiwilligen mit dem Kauf vieler Kapazitatspunkte die Mdglichkeit erkaufen, einen grésseren Teil der
Netzkapazitat als ihre Nachbarn zu nutzen, wenn es eine Netziiberlastung gibt. Andere Kunden kénnen
dagegen auf diesen Kauf verzichten und mit der Mindestanzahl an Kapazitatspunkten einreichen, wenn
sie bereit sind, hinzunehmen, dass sie in den Uberlastungszeiten mehr eingekiirzt werden.

Jeder Kunde bezahlt in diesem Kapazitatspunktsystem auf jahrlicher (alternativ monatlichen) Basis
einen Betrag in Hohe vom Produkt von Anzahl Punkte * Punktepreis. Fur die Umsetzung dieses
Anreizsystems gibt es prinzipiell Freirdume fir mehrere Varianten. Im Projekt wurde eine engere
Definition der Kapazitatspunkte und des Punktepreises gewahlt.

Die vorhandene Kapazitat (Netzgrenze) L wird in einer ersten lIteration (i=1) proportional zu den
Kapazitatspunkten an den Kunden verteilt.

Punkte,

Y, Panteil ¢ t, i=1 — Ycec Punktec ' Ll mit Ll =L

Entsprechend der Verteilung kann es passieren, dass ein Kunde mehr zugeteilt bekommt, als er
ursprunglich wollte, d.h. panteil ¢t i=1 > DPinitial ¢ - IN diesem Fall wird sein Ergebnis durch die Leistung
seines initialen Fahrplans pipitial ¢ + 9€kappt. Es kann auch vorkommen, dass ein Kunde fir einen
Zeitschritt keine Leistung winscht (pinitiac+ = 0), aber dank seinen Kapazitatspunkten zugeteilt
bekommt, oder wenn er generell fir diese Belastungssituation zu viele Kapazitatspunkte besitzt.

Ve, pakzeptiert,c,t, i=1 — mln(panteil ,C.t i=1r pinitial,c,t )

Daraus entsteht eine nicht-zugeordnete Kapazitat, die in der nachsten Iteration (i=n+1, fur n = 1) des
Klrzungsalgorithmus unter allen Kunden in C*, welche ihren initialen Wunschfahrplan noch nicht
erreicht haben - erneut proportional zu ihren Kapazitatspunkten - verteilt werden. C* ist die Untermenge
von C der verbleibenden Kunden, die ihnre Wunschleistung pipitiar  + NOCh nicht erreicht haben. Solange
C* nicht leer und L>0 wird wie folgt iteriert:

vn, Lpy=1L- z ceC Pakzeptiert ¢ ,t, i=n
cec
Punkte,

V¢, YN, Panteilct, i=n+1 = “Lpyq
o Y.cecs Punkte,

VC, Vn, pakzeptiert,c,t, i=n+1

= mln(pakzeptiert,c,t, i=n + panteil,c,t, i=n+1 Pinitial ,C .t )

Nach einer endlichen Anzahl Iterationen (im schlimmsten Fall so viele Iterationen wie Kunden, die einen
Betriebsmittel nutzen) endet das Verfahren. In allen Fallen ist somit erfiillt, dass im Kurzungsfall keine
Kapazitat des Netzes ohne Zuordnung zu einem Kunden Ubrigbleibt. In anderen Worten wird keine

4 Stufenlose Kirzungen kénnen durch beliebig viele Stufen hinreichend angenahert werden.
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Kapazitat verschwendet. Ausserdem garantiert dieses Verfahren, dass die akzeptierte Leistung fur
jeden Kunden umso grosser ist, je mehr Kapazitatspunkte er eingekauft hat. Hierzu wird als
Randbedingung hinzugefiigt, dass die minimale Anzahl Kapazitatspunkte die angefragte Leistung
betragt (initiale Leistungen hoher als die Punkteanzahl werden per Definition ignoriert, selbst wenn es
an dem Zeitschritt keinen Engpass gibt.

3.2.4. Fahrplananpassung auf Aggregatebene durch den DM

Der DM liest die vom GM zurtickgeschickten Fahrpléane. Durch den Vergleich zwischen der initialen und
akzeptierten Leistung ist bekannt, ob und in welchem Zeitschritt eine Kiirzung der kundenspezifischen
Maximalleistung stattgefunden hat. Sofern eine Kirzung stattfand, muss der DM zunachst die Fahrplane
auf Aggregatebene anpassen. Hierzu kann die Leistung der Aggregate um ausreichend viele Stufen
abgesenkt werden. Durch Nutzung diskreter Stufen kdnnten geringe Anteile der durch den GM
akzeptierten Kapazitat dann im DM verschwendet werden. Dieser Verlust wird im DM durch Ldsen eines
Subsummen-Problems unter allen seinen Aggregaten minimiert und kann daher nie die kleinste
Leistungsdifferenz zweier Stufen Ubersteigen.

Nach diesem ersten Anpassungsschritt sind Fahrplane auf Aggregatebene vorhanden, die die
Netzgrenzen einhalten und somit sicher betrieben werden koénnen. Der verpflichtende Teil des
Planungsverfahrens ist hiermit beendet und die Fahrplane kdnnen an den lokalen Geréaten von Aski /
Alpig (Xamax), die an den Controllern der Aggregate angeschlossen sind, Ubertragen werden.

Vor dieser Ubertragung sind jedoch optionale Verfahrensschritte noch maglich: der DM kann iterativ
verbesserte Vorschlage von Fahrplanen an den GM schicken, die den bisher akzeptierten Fahrplan
ersetzen. Der GM akzeptiert den verbesserten Vorschlag, sofern die Netzgrenzen des Netzes nicht
Uberschritten werden. Die Anzahl Iterationen richtet sich nach dem zu Beginn erwahnten Zeitlimit von
rund zwei Stunden. Jeder Kunde hat ein eigenes DM Programm, und jeder DM kann neue Vorschlage
senden. Diese werden automatisiert vom GM entweder akzeptiert oder ablehnt; er antwortet aber nicht
mit einem gekirzten Fahrplan. Die Durchfihrung dieser Verbesserungen richtet sich nach dem First-
Come-First-Served Prinzip. Der DM kann ausserdem die Zeitreihe der verfiigbaren Kapazitat beim GM
abfragen, um diese Information in seiner Fahrplanberechnung zu bertcksichtigen und dabei die Chance
zu erhbhen, dass seine neuen Fahrplane akzeptiert werden.

Das EraNet Deliverable D3.2 im Anhang beschreibt alle Schritte des Algorithmus ausfuhrlicher.

3.3. Technologische Umsetzung beim Endkunden

Basis fir die technologische Realisierung ist die lokale Lastoptimierung mit ihren Parametrisierungs-
und Steuermdglichkeiten. Die Hauptaufgabe von ASKI in dem Projekt war es, die Lastmanagement-
systeme (Hardware/ Software) fur die Kundenanlagen bzw. die Pilotanlagen, sowie die Kommunikation
und den Datenaustausch zu den Servern der Netzbetreiber bzw. der Software Grid Manager (GM) und
Device Manager (DM) zu entwickeln und zu liefern. Zu diesem Zweck wurden die bestehenden Last-
Controller und die bestehende Energiemanagementsoftware weiterentwickelt und um die entsprechend
notwendigen Funktionen erweitert. Die Hard- und Software der lokal zu installierenden
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Energiemanagement Gerate wurden entsprechend dem Gedanken der Steuerung Uber Fahrplane
angepasst. Es kénnen heute statt eines einzelnen Maximalwertes zur Lastspitze je 96 Werte fiir die
1/4h Lastgangdaten eines Tages sowohl fiir die bedingten als auch fiir die unbedingten Lasten verwaltet
werden. Damit kénnen zwei komplette und getrennte Fahrplane vorgegeben werden.

Somit kann ein Fahrplan die unbedingten Lasten wie bisher optimieren. Uber den zweiten Fahrplan
konnen zuséatzlich die bedingten Lasten optimiert werden.

Weitere Anpassungen betrafen die Bereitstellung von Daten und die sichere Kommunikation mit den
vorgelagerten Schnittstellen bis hin zur zentralen Datenbank. Zur sicheren Dateniibertragung wurde die
Kommunikation Uber ein Security Gateway verwirklicht. Dabei verbindet sich die
Energiemanagementsoftware tber einen Server im Internet mit dem Gateway vor Ort Gber Tunnels.
Dieses Gateway Ubermittelt die Daten an oder von den Controllern. Zur eindeutigen Identifizierung
werden Universally Unique Identifier (UUID) verwendet. Damit ist gewéhrleistet, dass ein Lesen der
Daten im Internet von Unbefugten nicht mdglich ist. Die Kommunikation mit den Servern wurde auf eine
gesicherte Verbindung (SSL) umgestellt, woflir unter anderem eine neue Betriebssoftware des
Prozessors in den Controllern erforderlich wurde. Die Daten werden im JSON (JavaScript Object
Notation) — Format als Dateien Ubertragen. Fir jeden Tag steht eine eigene Datei zur Verfligung. Diese
Vorgabewerte werden in den Controllern verarbeitet und mit den Schaltleistungen verknUpft.
Verschiedene Parameter (Zeiten, Prioritaten usw.), die Uber die Energiemanagement Software
einstellbar sind, erweitern die méglichen Funktionen. Es gilt zu erwéahnen, dass fir den Einsatz des
Poweralliance Konzeptes eine installationstechnische Trennung der unbedingten und der bedingten
Lasten realisiert werden muss, oder zumindest muissen die beiden Netzkapazitdten separat
verrechnungsrelevant aufgezeichnet und gesteuert werden.

Ein ,Modus Netzausfall* kann entweder Uber einen Eingang oder/und eine JSON-Datei aktiviert werden.
Alle bedingten Lasten (PAT) kdnnen damit ausgeschaltet werden. Gleichzeitig werden die Vorgange in
Verlaufsdateien abgespeichert und kénnen von der Energiemanagement Software ausgewertet und
angezeigt werden. Fir ein einfacheres und Ubersichtlichere Controlling Mdglichkeit des
Energiemanagementsystems und zur Erh6hung der Akzeptanz fir ein derartiges System durch den
End-/Pilotkunden, wurden Webserver in die Controller integriert, die einen direkten Datenzugriff
erlauben. Fur eine ausfihrliche Beschreibung der Moglichkeiten wurde das Handbuch ,Handbuch ALS-
Visual V8 V1.6 ERANET" erstellt.

Grundsatzlich konnten alle am Markt erhaltlichen Energiemanagementgeréate auf diese Art und Weise
modifiziert werden, so dass hier kein proprietarer Markt entsteht.

3.4. Optimierungssimulation des Fahrplanprozesses

Ziel des Demonstrationsprojekts war es, den Prozess in einem realen Umfeld zu testen. Allerdings
zeigte sich im Projektverlauf, dass der Ausbau mancher Typen von bedingten Lasten wie beispielsweise
der Elektrolyseur aus heutiger Sicht zu teuer sind (siehe heutige Technologiepreise in Kapitel 3.4.2). In
der Tat war es nicht mdéglich, Pilotkunden unter den Kunden der beiden beteiligten Verteilnetzbetreiber
zu finden, welche solche flexiblen Lasten im ausreichenden Masse installiert hatten. Ohne diesen
Ausbau ist aber eine reale Validierung des Verfahrens nicht mdglich.
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Deshalb ist es fur die technische Validierung notwendig, die Untersuchung in einem anderen Kontext
zu setzen und in diesem Kontext zu simulieren. Da es fiir den Pilotkunden ohnehin interessant ist, die
Entwicklung neuer Lasten in der Zukunft zu betrachten, wird als anderer Kontext ein Szenario in der
Zukunft gewahlt. Daher ist es wichtig, dass das Szenario in der Zukunft auf realistischen Daten basiert.
Das Jahr 2035 galt aus der Perspektive von 2017, in dem die Energiestrategie 2050 viel besprochen
wurde, als Halbzeitmeilenstein. Daten wie spezifische Technologiepreise, erwartete Gas und CO2
Preise sind fur 2035 vorhanden. Deshalb wurde im Projekt das Jahr 2035 als Kontext gewabhlt.

Um den Prozess unter mdglichst realen Bedingungen zu testen und zu validieren, wurde er in einem
Simulator implementiert. Bei der Simulation wurden zwei unterschiedliche Ziele verfolgt:

1. Uberpriifung der technischen Funktionalitat: Im Wesentlichen soll DM in vordefinierten
Szenarien kostenoptimierte Fahrplane ermitteln und an GM senden, welcher durch seinen
Eingriff eine Uberlastungssituation verhindert.

2. Auswertung der energiewirtlichen Auswirkungen, vor allem fur den Endkunden: Im
Wesentlichen soll Uberprift werden, dass die im Szenario eingesetzten bedingten Lasten
wirtschaftlich betrieben werden kdnnen. Ausserdem soll ausgewertet werden, in welchen Fallen
der reduzierte PAT Tarif der bedingten Lasten der entscheidende Faktor fir den Ausbau ist.

Beide Aspekte sind eng miteinander verknipft.
- Die Tagesfahrplane des DM sind kostenoptimiert (ihre Tagesenergiekosten werden minimiert).
- Die Auswertung des Ziels 2 bertcksichtigt alle Tagesfahrpléane.

Fir die DM Formulierung wurde die Annahme getroffen, dass die summierte installierte
Anschlusskapazitét aller bedingten Lasten fir jeden Kunden mindestens einmal im Jahr erreicht wird.
Das ermdglicht, diese Leistungsspitze als fix (keine Optimierungsvariable mehr) zu betrachten und somit
auf die Leistungskosten in der Zielfunktion zu verzichten. Der im Kapitel 3.2 beschriebene Algorithmus
wird speziell fir die technische Validierung auf Tagesebene des Ziels 1 entwickelt, welche aus den
Kapiteln 3.5.1 bis 3.5.2.4 hervorgeht.

3.4.1. Die Zielfunktion

Spezielle Betrachtung in der Simulation verdient die Zielfunktion, welche die Tagesenergiekosten eines
Fahrplans berechnet und durch DM optimiert, d.h. minimiert wird. Bei der Optimierung der
Tagesergebnisse wird absichtlich der Leistungspreis (s.u.) nicht einbezogen, da dieser wenig Einfluss
auf das Optimierungsresultat hat. Die wirtschaftliche Auswertung aggregiert Tagesergebnisse, um die
gesamte Investitionsamortisation betrachten zu kénnen. Bei der wirtschaftlichen Auswertung werden
jedoch die Leistungspreise vollstandigkeitshalber wieder mitberiicksichtigt.

In der Simulation (wie auch der Realitat) besteht der Strompreis konkret aus einer Arbeitskomponente
(Rp. /kWh) und einer Leistungskomponente®. Leistungskomponenten (CHF / kW / a) betreffen nur noch
die Netznutzung. Sie bertcksichtigen die Leistungsspitze innerhalb eines Monats (haufigste Tarifart in

5 In der Schweiz findet die Bemessung der Spitzenleistung auf Monatsbasis statt, also CHF/kW/Monat, in Deutschland eher auf
Jahresbasis (EUR/kW/a). Eine einheitliche Methode wurde auf Jahresebene gewahlt.
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der Schweiz) oder eines Jahres (haufigste Tarifart in Deutschland). In der Tagesoptimierung zur
Berechnung initialer Fahrplane verfolgen wir nicht das Ziel, die Kosten dieser monatlichen oder
jahrlichen Leistungsspitzen zu minimieren. Deshalb bilden wir sie nicht ab. Diese Vereinfachung hat den
Nachteil, dass fur Endkunden nicht alle Preiskomponenten minimiert werden und die Lésung etwas
teurer als das Optimum sein kénnte. Diese Vereinfachung hat hingegen den Vorteil einer Reduktion der
Rechenkomplexitéat. Die Leistungskomponenten werden jedoch, wie bereits vorher erwéahnt, in der
wirtschaftlichen Auswertung des Kapitels 3.5.4 im Nachhinein berlcksichtigt.

Die Arbeitskomponente (Rp./kWh) besteht selbst aus vier Teilkomponenten, die aus den ersten vier
Zeilen der Tabelle 2 hervorgehen.

Tabelle 2: Tarifannahmen (Preise wurden in € gerechnet und in CHF umgerechnet, vgl. Kapitel 3.2.2.)

«mOraeny «morgen» mit Poweralliance
«heute» S%_ Unbedingte Last Bedingte Last
ST PAT
: . 2016 - .
Spotpreisbasis Basepreis Prognose 2035 - Basepreis
[Rp./KWh] . Fz) (Mittelwert 6.8)
Netznutzung (MS)
[Rp./KWHh] 2.2 3.3 3.3 0.3
Netznutzung (HS)
[Rp./KWH] 1.1 2.2 2.2 2.2
Steuer & Abgaben
(Rp./KWh] 3.3 55 55 2.8
Leistungspreis Netz
[CHE/KW/a ] 110 110 110 11
Gaspreis total
(Rp./KWh] 3.08 8.8 8.8 8.8

In der ersten Spalte wird die Gréssenordnung der aktuellen Preise dokumentiert, wie sie sich im Jahre
2016 («heute») darstellten. In der zweiten Spalte fur 2035 werden die erwarteten Preise ohne das
Poweralliance Konzept der bedingten Lasten projiziert. Der Tarif dieser Projektion ist im Folgenden der
Standard Tarif (ST) «morgen».

Die letzten beiden Spalten stellen die Preisannahmen im Projekt dar, wobei die Spalte der unbedingten
Last wie die Projektion Standard Tarif (ST) «morgen» ist und nur die Spalte der bedingten Lasten einen
reduzierten Poweralliance Tarif (PAT) hat.

Festzuhalten ist:

- Fur den Spotpreis 2016 wurden die historischen Bérsenwerte der EEX genommen. 2035 stellt
eine Prognose des Projektpartners Alpig dar. Die Verdopplung der Preise fir ein Jahresband
ist realistisch und ist Giber den Zeitraum 2016 bis 2019 bereits fortgeschritten. Die Volatilitat (hier
an der Preisdifferenz innerhalb des Tages gemessen) verdoppelt sich ebenso.
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- Die Netznutzung teilt sich in Mittelspannung (MS) und vorgelagerte Netzebenen Hochspannung
(HS) auf. Die heutigen Werte von 2.2 (MS) + 1.1 (HS) = 3.3 Rp./kWh werden auf 3.3+ 2.2=5.5
Rp./kWh projiziert.

- Fur den reduzierten Tarif der bedingten Lasten wird die Netznutzung Mittelspannung um 90 %
auf 0.3 Rp./kWh reduziert. Diese Ermassigung wird auch am Leistungspreis der Netznutzung
angewandt.

- Steuern und Abgaben werden von 3.3 auf 5.5 Rp. / kWh projiziert.

Da diese Tarifsenkung nicht ausreicht, wird im Projekt angenommen, dass ebenfalls eine Senkung der
Steuern und Abgaben stattfindet, welche jedoch eine entsprechende Gesetzesédnderung bendtigen
wurde. Die Verbesserung der Wettbewerbsfahigkeit von CO2 armem Strom zur Substitution von fossilen
Brennstoffen alleine wird nicht ausreichen, um die Dekarbonisierung zu einem Selbstlaufer zu machen.
Die Beschrankung auf einen prohibitiv hohen CO2 Preis scheint politisch aktuell nicht durchsetzbar zu
sein. Es ist also zwangslaufig nétig, politische Massnahmen zu ergreifen. Strom, insbesondere dann,
wenn er ausschliesslich dazu dient, fossile Brennstoffe zu substituieren, kdnnte steuerlich gunstiger
gestellt werden, um die gewinschte und notwendige Dekarbonisierung anzureizen. Dies scheint umso
mehr gerechtfertigt, wenn es sich um Strom handelt, welcher keinen zuséatzlichen Netzausbau erfordert
und flexibel und preisgesteuert bezogen wird. Dadurch wird die Flexibilitdt des Energiesystems
insgesamt erhoht, der Bedarf an zusatzlichen Speichern sinkt. Unterschiedliche Steuersétze fir das
gleiche Produkt ist heute schon bei fossilen Brennstoffen bekannt, z.B. bei der Besteuerung von Diesel
und Heizdl. Eine Senkung der Steuern fir gewisse Lasten, welche primar der Substitution fossiler
Brennstoffe dienen, ist somit gerechtfertigt.

In Bezug auf die Zielfunktion sind folgende zwei Spezialfalle anzumerken:

- Es kann oft vorkommen, dass zu einem Zeitschritt einerseits Strom fir unbedingten und
andererseits Strom fir bedingten Lasten bezogen werden. In diesem Fall werden die beiden
Anteile jeder Bezugsart berechnet und zu dem jeweiligen Tarif (ST oder PAT) abgerechnet. Die
Berechnung der beiden Anteile berticksichtigt, dass diese Beziige teilweise durch die Nutzung
eigenen PV Stromproduktion oder Entladung eigener Batterie reduziert werden, wie in Kapitel
3.5.2.4 exemplarisch (vor allem am Kunden B) dargestellt.

- Eine Rickspeisung von Strom in das Netz wird in der Zielfunktion als Vergitung (negative
Kosten) berlcksichtigt. Dabei werden jedoch Netznutzung, Steuer und Abgaben alle auf O
angesetzt. Die gesamte Arbeitskomponente des Stroms entspricht in diesem Fall dem
Spotpreis.

Ausserdem wird fir den Gaspreis eine starke Zunahme wegen Grundpreis, Gasnetz und CO2 Abgabe
von 3.08 auf 8.8 Rp./kWh bis 2035 («morgen») angenommen. Der Gaspreis wird fur die Differenzkosten
der anderen Energietrager in der Zielfunktion beriicksichtigt. Es wird dabei angenommen, dass eine
Power-to-Heat Anlage einen Warmeerzeuger gleichen Wirkungsgrades ersetzt und die Differenzkosten
-8.8 Rp./kWh betragt. Bei der Power-to-Gas Anlage wird ein Wirkungsgrad von 75 % angenommen, so
dass die Differenzkosten -6.6 Rp./kWh betragen.
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3.4.2. Preisannahmen fiir den Ausbau flexibler Lasten

In den simulierten Zukunftsszenarien gehen wir davon aus, dass vermehrt flexible Lasten wie P2H, P2G,
etc. eingesetzt werden, um den COz-Ausstoss fossiler Energietrdger zu minimieren. Fur die
wirtschaftliche Zukunftsbetrachtung sind daher die zu erwartenden Preisentwicklungen dieser
Aggregate zu beriicksichtigen. Eine Anderung der spezifischen Preise ist in Zukunft zu erwarten.
Insbesondere durch die Effekte der Technologie-Lernkurve und der zunehmenden
Produktionsstiickzahlen wird eine signifikante Preissenkung erwartet. Die heutigen spezifischen Preise
(CHF / kW) der PV und der Gbrigen neuen Lasten gehen aus der ersten Spalte der Tabelle 3 hervor.
Fur die Zukunft werden von Poweralliance die niedrigeren Technologiepreise der zweiten Spalte der
Tabelle 3 verwendet.

Tabelle 3: Spezifische Technologiepreise «heute» und «morgen»

Technologien kKW — Preise in CHF Lebensdauer
«heute» «morgen» 2035 Jahre
PV 1’100 550 20
Batterie 1’100 220 10
P2G / Elektrolyseur 5’500 990 10
P2H / Elektroboiler 55 22 20
Warmepumpe 3’300 2’200 20

Bei der Batterie sind die Lade- und Entladeleistungen (kW) und die Energiespeicherkapazitat (kwh) die
relevanten Kenngrdssen. Die in dieser Tabelle angenommenen spezifischen Preise gelten fur Batterien
mit einem Verhdltnis von 1 kW pro kWh (C1). Bei Warmepumpen wird eine Leistungszahl (Coefficient
of Performance) von 4 angenommen, so dass 1 kWh elektrisch 4 kWh thermisch ersetzt. Die
spezifischen Preise in Tabelle 3 sind auf die elektrische Leistung bezogen.

3.5. Simulation mit sechs Pilotkunden

Wie im vorigen Kapitel ausgefuhrt, wird der Ansatz mithilfe von Pilotkundensimulationen zuerst
technisch gepruft und dann wirtschaftlich ausgewertet.

Zur technischen Prifung gehort:

- Generierung von Tagesfahrplanen von Endkunden (siehe Kapitel 3.5.2.4), die unter den
gegebenen Annahmen (Ausbau der flexiblen Lasten, Kapitel 3.5.1 bis 3.5.2) méglich sind

- Darstellung der resultierenden Netzengpésse in Extremszenarien mit sehr dichtem Ausbau der
flexiblen Lasten und Uberpriifung der Handlungsfahigkeit der GM Software, um Uberlastungen
zu vermeiden (Kapitel 3.5.3)

Die Auswertung einiger energiewirtschaftlicher Auswirkungen des Ausbaus fur den Endkunden folgen
dann in Kapitel 3.5.4:

- Ist der Ausbau der neuen Lasten wirtschaftlich?
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- Spielt bei der Wirtschaftlichkeit der reduzierte Tarif der bedingten Last eine entscheidende
Rolle?

Die Simulationsergebnisse werden in den Kapiteln 3.5.2 und 3.5.3 dargestellt. Ausfihrlicher
beschreibt das EraNet Deliverable D3.3 im Anhang diese.

3.5.1. Untersuchte Kunden mit heutigem Energieverbrauch und Produktion

Grundlage der Simulation sind die sechs Pilotkunden des Projekts, die mit dem lokalen Gerat von Aski
/ Alpig Digital (ehem. Xamax) ausgestattet wurden. Am Netz der Stadtwerke Crailsheim sind der
Behalterhersteller Binder und zwei Betriebe aus der Lebensmittelindustrie Milchwerk und Vion
angeschlossen, die im Folgenden (zur Anonymisierung) mit den Buchstaben B, A bzw. C benannt
werden. Am Netz der primeo energie (ehemals EBM) sind die Industriebetriebe Schenker Storen, R.
Nussbaum sowie das Altersheim Haus im Park angeschlossen und im Folgenden E, F bzw. G benannt.

Der aktuelle Energieverbrauch dieser Kunden setzt sich, wie im Ubersicht der Tabelle 4
zusammengefasst aus Strom und weiteren fossilen Energietragern zusammen (meistens Erdgas vom
Netz, ausser B mit Fllissiggas und G mit Heizdol).

Tabelle 4: Ist-Energieverbrauch ohne Ausbau

Kunde Kunde | Kunde | Kunde
Kunde A | Kunde B c E = G
Strom Leistung (kW) 1’800 225 3’800 500 2°000 150
Stromjahresverbrauch (MWh/a) 9’284 662 16’883 2’585 7’543 487
Verbrauch fossiler Energie , , , ,
gesamt (MWh/a) Unb. 300 22’000 1°020 2’500 1’200
Verbrauch fossiler Energie , ; ;
durch WRG reduziert (MWh/a) 20’000 300 16°000 1'020 872 600

Bei den Kunden A, C, F und G ist in Zukunft eine Warmerickgewinnungsanlage (WRG) angedacht,
welche unabhéangig vom im Projekt untersuchten Effekt der bedingten Lasten installiert werden kann,
um den Warmebedarf zu senken. Sie kann z.B. die aus Prozessgas entstandene Warme zur Senkung
der Heizbedarfs nutzen. In der Zeile «Verbrauch fossiler Energie gesamt» wird der heutige Stand
dokumentiert und in der Zeile «Verbrauch fossiler Energie durch WRG reduziert» wird der korrigierte
Wert nach der Warmebedarfssenkung durch WRG festgehalten. Bei Kunden B und E ist keine WRG
angedacht.
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3.5.2. Festlegung der Lasttypen und Leistungen im untersuchten
Ausbauzustand

3.5.2.1. Ausgangssituation

Die Ausgangssituation ist die heutige Situation ohne den Ausbau der flexiblen Lasten. Sie dient dem
Vergleich mit dem Endausbauzustand in der wirtschaftlichen Auswertung. Lediglich im Bereich der
Photovoltaik sind bereits Teile der Dacher der Kunden A und B ausgeristet, wie in Tabelle 5 dargestellt.

Tabelle 5: Ausgangssituation (kW) beziiglich PV und der Ubrigen bedingten Poweralliance Lasten

Ausgangssituation (kW) Kunde A | Kunde B | Kunde C | Kunde E | Kunde F | Kunde G
PV 300 436 - - - -
P2H oder WP - - - - - -
P2G - - - - - -
Batterie - - - - - -
sonstiges - - - - - -

3.5.2.2. Untersuchter Endausbauzustand

Durch Gesprache und Besuche der Produktionsstandorte der Kunden konnte ausserdem ermittelt
werden, welche Arten flexibler Lasten bei ihnen sinnvoll sind. Daraus wurde der Endausbauvorschlag
in Tabelle 6 erarbeitet:

Tabelle 6: Endausbau (kW) beziiglich PV und der Ubrigen bedingten Poweralliance Lasten

Endausbau (kW) | Kunde A Kunde B Kunde C | Kunde E Kunde F Kunde G
PV 1’500 700 400 500 1’000 150
P2H oder WP 500 - - 100 - 3x25 (WP)
P2G - 100 - 100 1’000 -
Batterie - 100 - - - -
sonstiges - - 4x250 - 2x(450+200) -

Die Dimensionierung der Aggregate in dieser Tabelle sind festgelegte Annahmen der Ausbauvarianten,
die als Grundlage fur die Tagessimulationen mit Minimierung der Energiekosten dient. Diese
Dimensionierungen sind kein Ergebnis einer Kostenminimierung der Investitions- und der
Energiekosten. Diese Optimierung hatte den Rahmen der vorliegenden Untersuchung gesprengt. Die
Endausbauvariante wurde jedoch in einigen Iterationen mit Ergebnisvorstellung bei den Kunden und
Anpassung der Dimensionierung der Lasten festgelegt.
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Bei Kunden C und F liegt ein Sonderfall einer Umwidmung unbedingter zu bedingten Lasten vor (mit
bzw. ohne zeitliche Verschiebung bei C bzw. F):

- Beim Kunden C sind 10 Kaltemaschinen vorhanden, wobei nur maximal sechs gleichzeitig
betrieben werden und als unbedingten Lasten angeschlossen sind. Die restlichen vier
Maschinen liegen in Reserve vor. Derzeit sorgt eine integrierte Schaltung dafiir, dass die in
Reserve stehenden Maschinen rollierend wechseln und somit gleichmassig belastet werden.
Mit der Einfuhrung des Konzepts der bedingten Lasten werden jetzt diese vier Maschinen als
bedingte Last angeschlossen. Die Lebensmittel, welche einen hohen Kaltebedarf zur
Absenkung ihrer Temperatur haben, dienen dabei als Kéltespeicher. Da die Lebensmittel vor
dem Feierabend die Firma verlassen, liegt eine zeitliche Einschrdnkung zur Benutzung dieser
Kaltespeicher vor. Ausserdem kann dieser Kaltespeicher aus hygienischen Griinden nur in
Richtung einer vorgezogenen und nicht als nachgelagerte Kilhlung benutzt werden. Somit wird
dieser Sonderfall als Pseudo-Batterie mit folgenden Randbedingungen abgebildet: konkret
kann die Kaltemaschine in der ersten Tageshalfte zusatzlich kihlen, sofern die reguléaren
Maschinen der unbedingten Lasten ihren Verbrauch der zweiten Tageshélfte um die gleiche
Strommenge absenken. Auf die alternative Variante mit doppeltem Anschluss der
Kéaltemaschinen an beide Systeme wurde verzichtet.

- Beim Kunden F sind zwei Ofen mit 500 kW und zwei mit 250 kW als unbedingte Lasten
vorhanden, die wie eine Power-to-Heat Anlage funktionieren. Diese Leistungen dienen zu je 50
kW zur Warmhaltung des geschmolzenen Metalls, damit die Maschinen nicht beschadigt
werden. Die Ubrigen Leistungen (2x450+2x200 = 1300 kW) dienen dem Produktionsprozess
und werden fiir die Simulation als bedingte Lasten angeschlossen (Umwidmung). Im Gegensatz
zum Kunden C andert sich die summierte Strommenge pro Zeitschritt hier nicht (keine zeitliche
Lastverschiebung), aber sie werden zu etwa 80 bis 90 % zum reduzierten Poweralliance Tarif
fur bedingte Lasten versorgt.

Beim Kunden G besteht die Power-to-Heat Anlage eigentlich aus drei Warmepumpen von je 25 kW
elektrisch. Diese werden als bedingte Lasten angeschlossen, da aufgrund von internen Redundanzen
(Gasspitzenkessel) ein Verzicht auf die Versorgungssicherheit mdglich ist. Das Gebaude samt
Wasserkreislauf der Warmepumpe ist thermisch so tréage, dass ein flexibler Betrieb der Warmepumpen
moglich ist. Die Warmepumpen koénnten rein spotpreis-getrieben eingesetzt werden, sofern der
Warmebedarf innerhalb der Periode von 24 h gedeckt wird. Der Bilanzierungszeitraum zwischen
Warmebedarf und Betrieb der Warmepumpe wurde jedoch realitatsnaher von 24 h auf 6 h gekurzt.
Damit hat kein Kunde von G (also Hausbewohner) Einbussen im thermischen Komfort. Durch diese
reduzierte Flexibilitat erhdhen sich die Energiekosten gegenliber der Variante mit Bilanzierungszeitraum
von 24 h nur marginal und liegen tiefer als ohne Warmepumpen. Daher wird die realistischere Variante
mit Bilanzierungszeitraum von 6 h fur die Projektsimulationen verwendet.

Der Umfang der projektbezogenen neu installierten PV Leistungen ergibt sich fur die Kunden A und B
aus der Differenz der Werte der Tabelle 5 und Tabelle 6, also 1200 kW fiir Kunde A und 264 kW fir B.
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3.5.2.3. Investitionskosten des Ausbaus

Unter Berlicksichtigung der spezifischen Kosten der Tabelle 3 und der zu installierenden Leistung
ergeben sich fur eine Nutzungsdauer von 20 Jahren die Ausbaukosten der Tabelle 7. Bei Technogien
mit kiirzerer Lebensdauer (Tabelle 3) wird eine Reinvestition beriicksichtigt.

Tabelle 7: Ausbaukosten (kW) fiir PV und die Ubrigen bedingten Poweralliance Lasten

Aus?éﬂ;:())sm Kunde A Kunde B Kunde C | Kunde E Kunde F Kunde G

PV 660’000 145’200 220’000 275’000 550’000 82’500

P2H oder WP 11°000 - - 2'200 - 165’000
P2G - 198’000 - 198’000 1'980°000 -
Batterie - 44’000 - - - -
sonstiges - - 0 - 0 -

Total 671°000 387200 220’000 475200 2'530°000 247°500

Diese Investitionskosten fur diesen Ausbau bei den sechs Kunden werden in Kapitel 3.5.4 in der
wirtschaftlichen Auswertung bertcksichtigt.

3.5.2.4. Ergebnisse der initialen Tagesfahrplane

Der DM berechnet mittels Minimierung der Tagesenergiekosten einen optimalen Fahrplan fur den
Endkunden. Kunden kdnnen mehrere Aggregate als bedingte Lasten in der Simulation gleichzeitig
haben. Fahrplane sind die Zeitreihen der Leistung jedes Aggregats Uber jeden Zeitschritt (Viertelstunde)
des Folgetages. Neben den Fahrplanen der bedingten Lasten stellen wir auch die Verbrauchszeitreihe
der unbedingten Lasten dar.

Eingangsparameter der Simulation fur jeden Tag des Jahres 2035 («morgen») beinhalten Zeitreihen
des Spotpreises (Prognose), des Verbrauchs unbedingter Lasten und der PV-Produktion. Fir die beiden
letzten Zeitreihen werden reale Daten vom 2017 bericksichtigt und fir 2035 (Persistenz Modell)
angenommen. Im Folgenden wird das Simulationsjahr «morgen» 20YY bezeichnet.

Die Simulation wurde fur jeden Tag des Jahres durchgefiihrt. Bei sechs Kunden sind dies 6x365 = 2’190
Tagesfahrplane. Das Zeitlimit fur die initialen Fahrplane wurde zunachst auf 10 Minuten gesetzt. Bei
Kunden C und F wurde anschliessend mit 30 Minuten berechnet. Im vorliegenden Bericht wird ein
Beispieltag so gewahlt, dass die wesentlichen Ergebnisse des DM und GM dargestellt werden kénnen:

1. Am gewahlten Beispieltag soll der Spotpreis ausreichend schwanken, damit der kosten-
getriebene Einsatz der unterschiedlichen bedingten Lasten ersichtlich ist

Am Beispieltag soll die PV Produktion sichtbar sein

3. Am Beispieltag soll es Stunden mit hohem Verbrauch unbedingter Lasten geben, damit
ersichtlich wird, dass ohne Poweralliance Konzept der bedingten Lasten ein
Netzverstarkungsbedarf bestiinde

4. Am Beispieltag soll es Stunden geben, an denen ausreichend viele Kunden ihre bedingten
Lasten gleichzeitig benutzen mdchten, so dass unter Einsatz des GM gekuirzt werden muss
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5. Am Beispieltag soll es auch Stunden geben, an denen trotz Kiirzungen durch den GM auch
mindestens ein Kunde seine bedingten Lasten nicht einsetzen mdchte, damit der Fall mit
iterativer Reallokation innerhalb des GM veranschaulicht werden kann

Bedingungen 1 und 2 betreffen dem DM und 3 bis 5 den GM. Der 23. Juni erfillt alle Bedingung und
wird im Folgenden im Format 20YY/06/23 dargestellt.

3.5.2.5. Tagesergebnisse des Kunden A

In der linken Graphik der Abbildung 5 sind die bedingten bzw. unbedingten Lasten bunt im oberen bzw.
grau im unteren Teil am Beispiel des Kunden A dargestellt. Demgegeniber zeigt die rechte Grafik die
Strombeziige und die Eigenproduktion, um bei jedem Zeitschritt den Verbrauch pro Kunde zu
alimentieren.

kW Stromverbrauch nach Anwendungen / Riickspeisung des Kunden A am K Eigenerzeugung/Bezug sowie Riickspeisung nach QUG“(ET} KWh
20YY/06/23 W des Kunden A am 20YY/06/23 2
3000 3000 15
N
2000 2000 \\\‘\\\\\% 10
N \
1000 1000 5
0 0 0
0 4 8 12 16 20 0 4 8 12 16 20
Zeit (h i
-1000 th) 1000 Zeit (h) §
m Verbrauch "unbedingter" Lasten m Power to Heat PV Produktion ~ mEENetzbezug ST  S\\Netzbezug PAT —Spot Preis

Abbildung 5: Initialer Fahrplan des Kunden A am 23. Juni: Verbrauch (links) und Bezug und Produktion (rechts)

Beim Kunden A wird nur eine P2H-Anlage (linke Grafik, blau) angenommen. Sie wird in den Stunden
mit niedrigsten Spotpreisen, welche in Rot in der rechten Graphik (rechte Y-Achse) dargestellt sind,
betrieben. Die Deckung des Stromverbrauchs geht aus der rechten Graphik mit drei Farben hervor:
eigene PV Produktion (gelb), Strombezug zum ST (schwarz volle Fullung, unten) und Strombezug zum
PAT (schwarz gestrichelt, oben).

Die eigene PV Produktion reduziert den summierten Strombezug zu ST und PAT. Die gewahlte
Darstellung mit separatem unterem und oberem Teil ermdglicht ausserdem aufzuzeigen, welchen
Strombezugsanteil (ST oder PAT) genau reduziert wird. In diesem Beispiel betrifft die Reduktion nur
den ST Strombezug, welcher aufgrund von Netznutzung, Steuern und Abgaben teurer ist als der PAT
Bezug. Durch eine Reduktion des ST Bezugs werden mehr Kosten gespart als durch eine Reduktion
des PAT Bezugs.
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3.5.2.6. Tagesergebnisse des Kunden B

Beim Kunden B (und auch G) sind in Abbildung 6 ausserdem Riickspeisungen in das Netz mit
negativen Werten der Verbrauchsleistung dargestellt.

Stromverbrauch nach Anwendungen / Riickspeisung des kw  Eigenerzeugung/Bezug sowie Riickspeisung nach Quellen
kW ct/ kWh
900 Kunden B am 20YY/06/23 900 des Kunden B am 20YY/06/23 15

700

700 -
F ) 10
500 500
300 300 w 5
100 100 r
e .

1 w :
-100 1 -100
0 1 ] 1 1 16 20 0 4 8 12 16 20

300 Zeit (h) -300 Zeit (h) .
PV Produktion mBatterie Entladen BST SNPAT —Spot Preis

7
72,

| Riickspeisung m Verbrauch "unbedingter" Lasten m PtG m Batterie Laden % abgeregelt

Abbildung 6: Initialer Fahrplan des Kunden B am 23. Juni: Verbrauch (links) und Bezug und Produktion (rechts)

Beim Kunden B wird eine P2G Anlage (blau) und eine Batterie angenommen, die in der linken Grafik
rosa geladen wird und in der rechten Grafik griin entladen wird. Der Betrieb dieser bedingten Lasten
richtet sich nach den Stunden mit dem geringsten Spotpreis. Zur Deckung des Stromverbrauchs gibt es
neben dem Strombezug zu den beiden Tarifen ST und PAT und neben der PV Produktion noch die
Entladung der Batterie. Anzumerken ist auch, dass die PV Produktion vor Ort drei Verwendungen findet:

- Die Reduktion des ST Bezugs ist die profitabelste Anwendung

- Die Reduktion des PAT Bezugs ist die zweit-profitabelste Anwendung und findet statt, wenn
der ST Bezugs bereits auf O reduziert wurde

- Die Ruckspeisung in das Netz ist weniger attraktiv und findet nur dann statt, wenn PV Strom
Ubrig ist, nachdem ST Bezug und PAT Bezug beide bereits auf O reduziert wurden.

3.5.2.7. Tagesergebnisse des Kunden C

kW Eigenerzeugung/Bezug sowie Riickspeisung nach Quellen KW Stromverbrauch nach Anwendungen / Riickspeisung dtﬁ/ KWh

5000 des Kunden C am 20YY/23/06 2000 Kunden C am 20YY/23/06 20

15

0 4 8 Zeit(h) 12 16 20 0 4 8 12 16 20
Zeit (h)

W Riickspeisung m Verbrauch "unbedingter” Lasten  ® Kiltemaschine 07 -5
m Kiltemaschine 08 m Kiltemaschine 09 Kiltemaschine 10 PV Produktion EENetzbezug ST 8&umgewidmete Kihlung ¥R Netzbezug PAT —5Spot Preis

-4000 -4000 -10

Abbildung 7: Initialer Fahrplan des Kunden C am 23. Juni: Verbrauch (links) und Bezug und Produktion (rechts)
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Beim Kunden C, dessen Ergebnisse in Abbildung 7 dargestellt sind, werden nur die Reserve-
Kéltemaschine als bedingte Lasten angenommen, die aufgrund der vorher beschriebenen
Randbedingungen der mdglichen Betriebszeiten nicht komplett von den billigsten Spotpreisstunden
profitieren kénnen. Zur Deckung des Stromverbrauchs stehen rechts die beiden Strombezugstarife (ST
und PAT) und die eigene PV Produktion (gelb) zu Verfiigung. Die griin / schwarz gestrichelte Flache
stellt dabei den Verbrauch der normalen Kéltemaschinen dar, welcher am Nachmittag, durch den
Kaltespeicher, der vermieden wird.

3.5.2.8. Tagesergebnisse des Kunden E

W Stromverbrauch nach Anwendungen / Rickspeisung des W Eigenerzeugung/Bezug sowie Riickspeisung nach Quellen
Kunden E am 20YY/06/23 des Kunden E am 20YY/06/23 ct/ kwh
1500 1500 15
1000 1000 R R v
: : M‘_ |
0 h 0 0
0 4 8 12 16 20 o 4 8 12 16 20
i Zeit (h
500 Zeit (h) <00 it (h) .
W Riickspeisung ® Verbrauch "unbedingter" Lasten m Power-to-Gas m Power-to-Heat] PV Produktion mNetzbezug ST swNetzbezug PAT ~ —Spot Preis

Abbildung 8: Initialer Fahrplan des Kunden E am 23. Juni: Verbrauch (links) und Bezug und Produktion (rechts)

Beim Kunden E, dargestellt in Abbildung 8, werden P2G (blau) und P2H (rosa) in den glnstigsten
Spotpreisstunden betrieben. Zur Deckung des Verbrauchs werden Strombeziige beider Tarife sowie die
eigene PV Produktion eingesetzt. Die Uberschiussige PV Produktion in den Nachmittagsstunden dient
der Alimentation der bedingten Lasten, welche die ins Netz riickspeisende Menge reduzieren.

3.5.2.9. Tagesergebnisse des Kunden F

KW Stromverbrauch nach Anwendungen / Riickspeisung des W Eigenerzeugung/Bezug sowie Riickspeisung nach Quellen

Kunden F am 20YY/06/23 des Kunden F am 20YY/06/23 ct/kWh
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Abbildung 9: Initialer Fahrplan des Kunden F am 23. Juni: Verbrauch (links) und Bezug und Produktion (rechts)
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Beim Kunden F, illustriert in Abbildung 9, werden P2G (blau) und P2H (rosa) in den ginstigsten
Spotpreisstunden betrieben. Beim P2H (rosa) handelt es sich um den Sonderfall der Produktionséfen,
die als bedingte Lasten betrieben werden. Der als unbedingte Last wegfallende Strombezug ist unten
links als rosa und schwarz gestrichelte Flache dargestellt. Neben dem Strombezug zu beiden Tarifen
dient auch die PV Produktion (gelb) der Deckung des Verbrauchs, wobei die unbedingt-tberschiissige
Produktion auch zur Deckung der bedingten Lasten benutzt wird.

3.5.2.10. Tagesergebnisse des Kunden G

W Stromverbrauch nach Anwendungen / Riickspeisung des oW Eigenerzeugung/Bezug sowie Rickspeisung nach Quellen
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Abbildung 10: Initialer Fahrplan des Kunden G am 23. Juni: Verbrauch (links) und Bezug und Produktion (rechts)

Beim Kunden G, dessen Ergebnisse in Abbildung 10 dargestellt sind, werden Warmepumpen (rosa)
eingesetzt. |hr Betrieb beschrankt sich nicht nur auf die Stunden der billigsten Spotpreise, weil
angenommen wurde, dass sie den Warmebedarf der vier Perioden von je sechs Stunden decken. Im
Zeitraum von 6:00 bis 12:00 ist ersichtlich, dass trotzdem die billigsten Stunden gewahlt werden. Der
Stromverbrauch wird durch Strombezug und PV Eigenproduktion gedeckt. Die unbedingt-
Uberschiissige Stromproduktion am Nachmittag deckt den Verbrauch der Warmepumpen ab und wird
teilweise in das Netz zurlick gespeist (linke Graphik, violett).
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3.5.2.11. Zusammenfassung der Tagesergebnisse aller Kunden

Der DM ist in der Lage, fir jeden der sechs Endkunden korrekte und optimierte Initialfahrplane zu
berechnen. Die Zeit fur die Optimierung betragt i.d.R. 10 Minuten Ausnahmen waren die Optimierungen
fur C und F, welche 30 Minuten bendétigten. Dabei werden die Randbedingungen der Kunden von
keinem der 2’190 resultierenden Fahrplanen verletzt.

Durch die Simulation der sechs Kunden wurden séamtliche Typen bedingter Lasten abgedeckt: Power-
to-Gas, Power-to-Heat, Warmepumpen, Batterie. Auch die wesentlichen Falle ihrer Kombinationen
wurden untersucht. In den vier Fallen wurde der PAT-Tarif flr unterstiitzende Gerate eingesetzt, welche
nicht in den Produktionsprozess eingebunden wurden. Dies ist das Hauptanwendungsgebiet fir
bedingte Lasten. Bei einer Abschaltung von bedingten Lasten soll die Produktion nicht beeintrachtigt
werden. Aber bei den Kunden C und F mit Verbrauchsumwidmung von ST zu PAT wurden beispielhaft
Félle betrachtet, wo der neue PAT Tarif auch in Produktionsprozessen eigensetzt werden konnte.

Die PV Eigenproduktion kann auf drei Arten benutzt werden:
1) Substitution eines ST Bezuges
2) Substitution eines PAT Bezuges
3) Netzriickspeisung

Beim Kunden B wird aufgezeigt, wie in den kosten-optimierten Fahrplane zuerst die erste (profitabelste),
dann die zweite und erst zuletzt die dritte (weniger profitabel) Art eingesetzt wurde.

3.5.3. Kumulative Fahrplane aller Kunden und Netzampeliberwachung

Nachdem die DM korrekte und optimale Fahrpléane berechnen kénnen, galt es nun zu tberpriifen, wie
der GM die einzelnen Fahrpléane verarbeitet. Das Ampelsystem soll Gberprift werden.

3.5.3.1. Uberlastungssituation bei einem Betriebsmittel

Jedes Betriebsmittel kann eine maximale Leistung tibertragen (physikalische Ubertragungskapazitét).
Zur Vorhaltung einer Reserve fiir den n-1 Fall kann nur 50 % der Ubertragungskapagzitét fiir unbedingte
Lasten benutzt werden. Das ist die verfligbare Leistungsressource «Kapazitat unbedingt». Aufgrund
des Kundenverbrauchs gibt es eine tatséchlich transportierte Leistung («Leistung Ist»). Falls es
irgendwann (zu einem beliebigen Zeitschritt) und irgendwo (bei einem beliebigen Betriebsmittel) die zu
tibertragende Leistung hoher ausféllt, findet eine Uberlastungssituation statt. Es wird zu viel Leistung
(Leistung Ist) durch die verflugbare Leitungsressource «transportiert» (Kapazitat unbedingt): ein
Netzengpass. Es kann flir unterschiedliche Netzbereiche und Betriebsmittel unterschiedliche
physikalische Ubertragungskapazitiaten und daher unterschiedliche «Kapazitaten unbedingt» geben. In
einem Betriebsmittel mit 10 MW physikalischer Ubertragungskapazitét stellt eine «Leistung Ist» von 4.8
MW keine Uberlastungssituation dar. Eine Leistung von 5.8 MW hingegen uberlastet ein Betriebsmittel
von 10 MW. Die aussagekréftigere Grosse fur die Beurteilung der Situation ist die dimensionslose
relative Auslastung (48% im ersten Fall, 58% im zweiten Fall) als Verhéltnis zwischen aktueller Last und
physikalischer Ubertragungskapazitt.

Zusatzlich kann das Betriebsmittel auch bedingte Lasten bis zu 50% der verbleibenden Kapazitat
Ubertragen. Die 50% der verbleibenden Kapazitéat sind die verfigbare Leistungsressource fir bedingte
Lasten, welche in Kapitel 3.2.3 mit L bezeichnet wurden. Wenn (ebenso irgendwann irgendwo) eine
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hohere Leistungssumme bedingter Lasten von den Kunden im initialen Fahrplan erwiinscht ist, findet
eine zweite Art von Uberlastungssituation statt. Die relative Auslastung der bedingten Last (ibersteigt
50% der physikalischen Kapazitat.

Um zu untersuchen, ob das vorgestellte System diese beiden Arten von Netzengpassen vermeiden
kann, braucht es ein Szenario mit einem Netzengpass. Unter aktuellen Randbedingungen verstarken
die VNB ihre Netze regelmassig, wenn neue Kundenlasten angeschlossen werden soll. Damit kommen
Engpésse nicht vor und die technische Funktionalitéat unseres Konzeptes kann nicht untersucht werden.

3.5.3.2. Umgang mit einer Uberlastung der unbedingten Lasten

Fur die technische Verifikation des Ansatzes nehmen wir ein fiktives Szenario mit auftretendem Engpass
an. Zu diesem Szenario gehoren die in den vorangehenden Kapiteln beschriebenen Ausbauten flexibler
Lasten fur Industriekunden. Diese Ausbauten allein reichen jedoch noch nicht aus, um einen Engpass
zu erhalten, da diese Industriekunden unterschiedlichen Teilnetzen angehdhren. Damit belasten sie
unabhéngig voneinander ihr Mittelspannungsnetz. Deshalb nehmen wir fiktiv an, dass alle Kunden im
selben Strang eines Mittelspannungsnetzes liegen, wie in Abbildung 11 mit den Kunden A, B und C
dargestellt.

E (—A—B
—O- :

— D1—---Di—---Dn
Abbildung 11: Fiktives Netz mit drei Endkunden A, B und C im selben Strang

Die aus allen Kunden resultierende Belastung ist das Ergebnis einer Lastflussrechnung. Diese
Rechnung ist im Falle einer Netzstruktur mit offenen Ringen die einfache Summe der Belastung aller
Kunden, die in nachgelagerten Netzteilen angeschlossen sind. Somit tritt die hdchste absolute
Belastung beim ersten Betriebsmittel, zwischen der Einspeisung / Eingang E (Transformator aus dem
vorgelagerten Netz) und dem ersten Kunden C, auf. Wir illustrieren der Einfachheit halber den Fall eines
Ringnetzes, in dem alle Betriebsmittel des Netzes dieselbe maximale Ubertragungskapazitat habens.
Dabher tritt im ersten Betriebsmittel auch die hdchste relative Auslastung — bezogen auf die Kapazitat —
auf. Bei diesem Betriebsmittel kann es haufiger als bei anderen vorkommen, dass die relative
Auslastung 50% Uberschreitet. Deshalb wird vor allem die Situation dort untersucht.

Betriebsmittel dirfen heute nicht tber 50% ihrer Kapazitat mit unbedingten Lasten betrieben werden,
damit Reserve fur den n-1 Fall existiert. Wir nehmen an, dass das Betriebsmittel von E nach C eine
Kapazitat von 12 MW hat, davon 6 MW fir unbedingte Lasten und 6 MW fir die n-1 Reserve. Da die
hdchste aufgetretene summierte Leistung von A, B und C nur 5’308 kW betragt, sind etwa 692 kW noch
frei, bevor eine Netzverstarkung fallig wird.

Am 24. August betrug die Spitze der unbedingten Lasten wie oben genannt 5308 kW. Die bedingten
Lasten wurden zu anderen Tageszeiten aufgrund des Spotpreises gebucht, so dass dieser Tag nicht

¢ Projektimplementierung mit Uberpriifung der relativen Auslastung kann mit der Situation von Betriebsmitteln unterschiedlicher
Kapazitaten umgehen.
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zur Darstellung des Engpasses geeignet war. Am dargestellten 23. Juni mit der zweith6chsten Leistung
der bedingten Lasten werden in den initialen Fahrplanen die bedingten Lasten in der gleichen Stunde
(11 Uhr) wie die unbedingten Lasten erwiinscht. In Fortsetzung der vorigen Ergebnisse wird hier der 23.
Juni dargestellt. Abbildung 12 stellt die gesamte Netzbelastung inklusiv bedingten Lasten am
Beispieltag des 23. Juni dar.

Ampelfahrplan der Summe ABC am 20YY/06/23
15000

12000

9000

o e —
6000 L

0

0 4 g Zeit(h) 12 16 20
m Summe ST ABC Ain PAT m B in PAT mCin PAT

Abbildung 12: Kumulierte Fahrplane der Kunden A, B und C am 23. Juni

Die kumulierte Leistung der bedingten Lasten aller drei Kunden betragt um 11 Uhr 1’900 kW, diejenige
der unbedingten Lasten 5031 kW. Bei traditionellem Anschluss der neuen Lasten, d.h. ohne das
Poweralliance Konzept mit bedingten Lasten, wirde die gesamte Leistung mit 6’931 kW die
vorgesehene Kapazitat von 6’000 kW Uberschreiten, so dass ein Netzausbau zur Verstarkung dieses
Mittelspannungsringes bendtigt wirde. Durch den Anschluss der neuen Kundenlasten als bedingte
Lasten wird dieser Engpass jedoch verhindert. Die freie Kapazitat flr unbedingten Lasten ist 969 kW,
fur bedingte Lasten ist das n-1 Band ebenfalls nicht voll besetzt.

3.5.3.3. Umgang mit einer Netzliberlastung durch bedingte Lasten

Das Konzept der bedingten Lasten bietet eine weitere Mdglichkeit, Engpésse im Bereich der bedingten
Lasten zu vermeiden, die im Folgenden illustriert wird. Hierzu nehmen wir ein zweites Szenario eines
fiktiven Netzes mit provoziertem Netzengpass an. In dieser Konfiguration méchten nicht nur die
bestehenden Kunden A, B und C bedingte Last benutzen, sondern ebenfalls auch neue Firmen. Der
Kunde X, dessen Lage aus Abbildung 13 hervorgeht, hat keine unbedingte aber 7 MW bedingte Lasten
(z.B. eine P2G Anlage mit 1 MW und drei weitere Anlagen mit 2 MW).

e X—C—A—B
—O '

D1—---Di—---Dn

Abbildung 13: Fiktives Netz mit vier Endkunden A, B, C und X im selben Strang
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Der initiale Tagesfahrplan des Kunden X geht aus der Abbildung 14 hervor. Ein Einsatz der P2G
Aggregate wird in den Stunden mit billigsten Spotpreisen gewiinscht.

Eigenerzeugung/Bezug sowie Riickspeisung nach Quellen W Stromverbrauch nach Anwendungen / Rickspeisung des
kw des Kunden X am 20YY/06/23 Kunde n >( am ZOW/UU ’23 ct/ kwh
14000 14000 1(]
1 - \ L
\
| || ! \\ %
7000 7000 \\ ¥ 5
0 0 0
0 4 3 12 16 20 0 4 8 12 16 20
. Zeit (h)
Zeit (h
-7000 ( J 7000 5
power to gas 1 M power togas 2 M power to gas 3 W power to gas 4 WNetzbezug PAT —Spot Preis

Abbildung 14: Initialer Tagesfahrplan des Kunden X

Der hochst belastete Strang liegt zwischen E und X. Die summierte Leistung an diesem Strang ist in
Abbildung 15 dargestellt, wobei der Anteil in Gelb vom neuen Kunden X verursacht wird.

18000
initialer Ampelfahrplan der Summe ABCX am 20YY/06/23
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Abbildung 15: Summierte initiale Fahrplane mit vier Kunden A, B, C und X

Um 13:30 mochten gemass den initialen Fahrplanen die Kunden A, B und X gleichzeitig ihre bedingten
Lasten betreiben. Mit 77900 kW Ubersteigt die summierte Leistung der bedingten Lasten die Breite des
n-1 Bandes von 6’000 kW um 1900 kW, so dass eine Kirzung durch das automatisierte
AmpelUberwachungssystem (GM) stattfindet. Zu diesem Zeitpunkt ist kein Betrieb bedingter Lasten des
Kunden C vorgesehen. Bei der Einkiirzung kann der Leistungsanteil fur Kunde C an die anderen Kunden
verteilt werden, was den 23. Juni zu einem interessanten Sonderfall macht.
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Die resultierenden akzeptierten Fahrplane gehen aus den griinen, blau und gelben Flachen der
Abbildung 16 hervor, wobei in lila der summierte gekurzte Anteil dargestellt wird.
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Abbildung 16: Summierte akzeptierte Fahrplane (nach Kiirzungen) der vier Kunden A, B, C und X

Der Umfang der Kirzungen richtet sich nach dem in Kapitel 3.2.3 beschriebenen
Kapazitatspunktesystem. Jeder Kunde soll eine Mindestanzahl an Kapazitatspunkten, mindestens so
viele Punkte, wie er KW initialer Leistung mochte, kaufen. Fur 500 kW braucht er per Definition
mindestens 500 Kapazitatspunkte. Er kann jedoch auch beispielsweise 1000 kaufen, um im Falle eines
Netzengpasses weniger eingeklirzt zu werden. Im Folgenden wird dies illustriert. Die
Klrzungsergebnisse der Tabelle 8, welche die Nachmittagsstunden der Abbildung 16 entsprechen,
beziehen sich auf den Fall, bei welchem die Anschlussleistung der bedingten Lasten und die
Kapazitatspunktezahl identisch sind.

Tabelle 8: Kiirzungen beim Zeitschritt 54 (13:30 Uhr)

Initiale Leistung (kW) Punkte Akzeptierte Leistung (kW)
Kunde A 500 500 379.7
Kunde B 400 400 303.8
Kunde C 0 1°000 0
Kunde X 7'000 7'000 5316.5

Damit Kunde C am Vormittag seine bedingte Last betreiben kann, braucht er 1’000 Kapazitatspunkte.
In den Nachmittagsstunden wiinscht Kunde C keinen Betrieb. Bei der Kiirzung am Zeitschritt 54 (13: 30
Uhr) wird die verfigbare Kapazitat von 6’000 kW proportional zu den Punkten verteilt. Da Kunde C die
Leistung nicht bendtigt, wird sie den verbleibenden Kunden angeboten. Tabelle 9 zeigt nun den Fall mit
1'000 Kapazitatspunkten beim Kunden A, wobei die anderen Kunden keine zusatzlichen Punkte kaufen.
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Tabelle 9: Kirzungen beim Zeitschritt 54 (13:30 Uhr), wenn Kunde A doppelt so viele Punkte gekauft hat.

Initiale Leistung (kW) Punkte Akzeptierte Leistung (kW)
Kunde A 500 1°000 500
Kunde B 400 400 297.3
Kunde C 0 1°000 0
Kunde X 7000 7'000 5202.7

Durch die Verdopplung der angekauften Kapazitatspunkte durch Kunden A vermeidet er in diesem Fall
die Kirzung fur ihn und erhéht geringfugig die Kirzung der anderen Kunden B und X. Somit ist fur B
und X auch ein Anreiz gegeben, mehr Kapazitatspunkte zu kaufen. Jeder Kunde kann fir sich
entscheiden, entweder in Kapazitatspunkte zu investieren oder in seltenen Fallen auf einige
Lasteinsétze bei den ginstigsten Zeitschritten zu verzichten (und sie in andere, geringfligig teurere
Zeitschritte zu verschieben).

Auf Seite des DM werden dann die vom GM akzeptierten Fahrplane empfangen, welche die Granularitéat
des Kunden haben, und daraus die Kundenfahrplane mit der Granularitat der einzelnen Aggregate
berechnet. Dies wird in Tabelle 10 am Beispiel des Kunden B dargestellt, deren summierte Leistung
von 400 auf 303.8 kW abzusenken ist.

Tabelle 10: Anpassung der Leistung der einzelnen Aggregate durch den DM

max Anzahl Stufen Initial Akzeptiert
P-to-G 300 100 300 204
Batterie Laden 100 100 100 99
Summe 400 - 400 303

Jedes Aggregat ist mit einer minimalen und maximalen Leistung und mit einer Anzahl diskreter Stufen
dazwischen charakterisiert. Zur Absenkung der summierten Leistung aller Aggregate eines Kunden auf
seine akzeptierte Leistung wird die Leistung in den einzelnen Aggregaten abgestuft abgesenkt. Durch
die Benutzung diskreter Stufen wird in der Regel die durch GM akzeptierte Leistung letztendlich durch
DM nicht genutzt. In unserem Beispiel betragt die summierte Leistung aller Aggregate 303 kW, obwohl
303.8 kKW akzeptiert wurden, also 0.8 kW wird nicht genutzt. Die Funktion in DM sorgt jedoch dafur,
dass der unbenutzte Anteil minimiert wird und somit nie die kleinste Stufenbreite (in unserem Beispiel 1
kW fir die Batterie) Ubersteigt.
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3.5.3.4. Zusammenfassung und Ergebnisstatistik der Uberlastungssituationen

Die Tagessimulationen wurden fir jeden Tag eines Jahres wiederholt. Es wurde gepriift, dass der GM
jeden Tag in der Lage ist, die benétigten Kirzungen durchzufihren. Somit kénnen die akzeptierten
Fahrplane sicher betrieben werden, ohne dass Netzgrenzen Uberschritten werden. Aus allen
Tagessimulationen resultiert eine Jahresstatistik der Kirzungen. In der Konfiguration ohne Kunden X
betragt die hochste Leistung der bedingten Last 1’900 kW, einem tieferen Wert als die Netzgrenze
(Breite der n-1 Band) von 6000 kW, so dass keine Kirzung auftritt: Das n-1 Band wird zwischen 0 %
am 23. Januar und 8.7 % am 20. Mai betrieben, wobei der Jahresmittelwert bei 1.5 % liegt.

In der Konfiguration mit Kunde X steigt die n-1 Band Nutzung der initialen Fahrplane auf Werte zwischen
0.4 % am 7. November und 80.7 % am 20. Mai mit einem Jahresmittelwert von 7.3 %. Kirzungen
mussen an 72 unterschiedlichen Tagen vorgenommen werden. Im Durchschnitt iber das Jahr betragt
die gekiirzte Menge 0.9 % des Bandes und die maximale Kiirzung eines Tages betragt 17.1 % des
Bandes (19. Dezember). Der Umfang der Kiirzung hangt stark vom Ausbau der bedingten Lasten ab.
Es ist zu erwarten, dass in einer ersten Zeit nie ausreichend bedingte Lasten angeschlossen werden,
welche zu Kirzungen fuhren.

Zusammenfassend ist zu bemerken, dass ohne den PAT Tarif ein Netzausbau bei dem zu erwartenden
Ausbau der Lasten unausweichlich erscheint. Mit PAT-Tarif kann der Netzausbau zumindest ein gutes
Stiick verzogert werden. Selbst eine Uberlastung des Netzes mit bedingten Lasten kann durch die
Einklrzungen vermieden werden. Einkirzungen sind maéglich aufgrund des besonderen Charakters der
bedingten lasten. Insofern sind keine grossen negativen Effekte zu erwarten. Aber um diese auch zu
untersuchen, wird im néchsten Kapitel die wirtschaftliche Seite des PAT-Ansatz betrachtet.

3.5.4. Jahresenergiebilanz und Wirtschaftlichkeit neuer Lasten fir
Endkunden

Da die Simulation fur jeden Tag eines Jahres durchgefiihrt wurde, ist fir den einzelnen Kunden eine

Auswertung der Jahresenergiemengen und — kosten mdglich. Zur Darstellung dieser Bilanzen werden,

wie in Tabelle 11 gezeigt, vier Falle bezlglich Referenzjahr, Ausbaustand und Einfiihrung des PA Tarifs
fur bedingte Lasten definiert.

Tabelle 11: Fur die Jahresbilanz verglichene Falle

: : Ausbau flexibler | Reduzierter PA
Bezeichnung Referenzjahr :
Lasten Tarif
1 heute keinAusbau keinPAT 2016 Nein Nein
2 _morgen keinAusbau_keinPAT 2035 Nein Nein
3 _morgen_Ausbau_keinPAT 2035 Ja Nein
4 morgen_Ausbau_PAT 2035 Ja Ja

Fur die Jahresenergiebilanz vergleichen wir die Konfigurationen ohne Ausbau (Falle 1 und 2) mit den
Konfigurationen mit Ausbau (Félle 3 und 4). Die Darstellung besteht aus einem positiven Teil (Bezug
und Produktion) und einem negativen Teil (Verbrauch). Beide Teile sind in der Bilanzierung
ausgeglichen.

Die Jahresenergiekosten sind in jedem der vier Falle unterschiedlich:
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- Durch den Vergleich der Félle 1 und 2 zeigen wir den erwarteten Anstieg der Energiekosten
auf.

- Durch den Vergleich der Falle 2 und 4 quantifizieren wir, ob fiir den Kunden der Ausbau der
neuen Lasten unter den angenommen tariflichen Bedingungen wirtschaftlich sinnvoll ist.

- Durch den Vergleich der Falle 2 und 3 untersuchen wir zudem, ob der wirtschaftliche Ausbau
der neuen Lasten ohne die tariflichen Bedingungen méglich gewesen ware.

Die finanzielle Bilanzierung beinhaltet nur die Kundenkosten. Die Kosten des VNBs wurden nicht
einbezogen.

Fall 3 wurde intern ausgewertet aber nicht an den Endkunden vorgestellt. Im Fall 3 (Ausbau der Lasten
ohne Poweralliance Konzept) ware im gewabhlten fiktiven Ringnetz eine Netzverstarkung nétig. Fir eine
komplettere Kostenbetrachtung im Fall 3 musste der VNB und seine fir die Netzverstarkung félligen
Kosten beinhalten. Da die Quantifizierung dieser Kosten von vielen weiteren Parameter abhangt, die
jedoch kein Kernpunkt des Projekts sind, wurde ein Verzicht auf die Fall 3 in der graphischen Darstellung
entschieden. Die Energiekosten der nachfolgenden Abbildungen enthalten somit nur die Falle 1, 2 und
4.

3.5.4.1. Jahresergebnisse des Kunden A
In der Energiebilanz der Abbildung 17 ist fir Kunde A Folgendes festzuhalten:

- Der Verbrauch nimmt um die Menge der P2H Anlage (violett) zu

- Der Mehrverbrauch wird durch einen Strombezug zum PAT und eine PV
Produktion kompensiert, wobei der Bezug zum Standard Tarif (ST) abnimmt.

MWh /a
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-15'000

M Bezug unbedingt PV Produktion
Verbrauch unbedingt W Verbrauch bedingt (P t H)

Abbildung 17: Jahresenergie Mengenbilanz des Kunden A: ohne Ausbau (Félle 1 und 2 links) vs. mit Ausbau
(Falle 3 und 4, rechts)
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In der Energiekostenbilanz der Abbildung 18 ist fir Kunde A im Vergleich zwischen Fall 2 (Mitte) und 4
(rechts) Folgendes festzuhalten:

- Stromarbeitskosten nehmen um 11 % ab (blau)
- Gaskosten sinken um 1,5 % (orange)

- Stromleistungskosten nehmen um 3% zu, da 500 kW als bedingte Last neu angeschlossen
werden.

Mit allen drei Komponenten sinken die Energiekosten um 5,6 %. Allerdings ist hierzu eine Investition in
PV und in dem Elektroboiler von insgesamt 671°000 CHF nétig (siehe Kapitel 0). Hierzu rechnen wir auf
20 Jahre hinaus mit einer jahrlichen statischen Amortisation von 33’550 CHF /a, sodass in Summe der
Gesamtkosten nur um 4.6 % sinken. Immerhin zeigt diese Kostensenkung, dass fir Kunde A, dass der
Ausbau wirtschaftlich mdglich ist.

CHF/a Energiekosten des Kunden A, CHF/ Jahr

4'000'000

2'000'000

Abschreibung ™ Gas Kosten M Strom Arbeitskosten (Energie, Netz, Steuer und Abhgaben) = Strom Leistungskosten

Abbildung 18: Jahresenergiekostenbilanz fir den Kunden A, Fall 1 (links), 2 (Mitte) und 4 (rechts)

3.5.4.2. Jahresergebnisse des Kunden B
In der Energiebilanz der Abbildung 19 ist fir Kunde B Folgendes festzuhalten:

- Der Verbrauch nimmt um die Bedarfsmenge der P2G Anlage und des Batterie Ladens (violett)
zu. Die Ruckspeisung ins Netz (gruin) sinkt.

- Der Mehrverbrauch wird durch einen Strombezug zum PAT und eine PV Produktion und das
Entladen der Batterie kompensiert, wobei der Bezug zum Standard Tarif (ST) abnimmt.

Mit der gewahlten Dimensionierung des Elektrolyseurs wird etwas mehr als der Jahresgasverbrauch an
Gas (H2) produziert. Prinzipiell kann der Kunde B den Uberschuss? exportieren (und verkaufen, so dass
aus Gaskosten schliesslich Erlése werden).

7 Uberschuss zu produzieren war kein Ziel, sondern ein Ergebnis der Simulation. Durch eine geringfugige Absenkung der
Leistung des Elektrolyseurs konnte der Uberschuss vermieden werden. Die detaillierte Dimensionierung war jedoch kein
Kernthema des Projekts.
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Abbildung 19: Jahresenergie Mengenbilanz des Kunden B: ohne Ausbau (Félle 1 und 2 links) vs. mit Ausbau
(Falle 3 und 4, rechts)

In der Energiekostenbilanz der Abbildung 20 ist fir Kunde B im Vergleich zwischen Fall 2 (Mitte) und 4
(rechts) Folgendes festzuhalten:

- Stromarbeitskosten nehmen um 19 % ab (blau)

- Gaskosten sinken um etwas mehr als 100 % (orange) (der oben erwahnte Uberschuss an
Gasproduktion kénnte verkauft werden).

- Stromleistungskosten nehmen um 18% zu, da 400 kW als bedingte Last neu angeschlossen
werden.

Werden alle drei Komponenten betrachtet, so sinken die Energiekosten um 44 %. Allerdings ist hierzu
eine Investition in PV, Batterie und P2G von insgesamt 387’200 CHF notwendig. Hierzu Uber 20 Jahre
rechnen wir mit einer jahrlichen statischen Amortisation von 19°'360 CHF /a, sodass in Summe die
Gesamtkosten nur um 15 % sinken. Diese Kostensenkung zeigt, dass fir Kunde B der Ausbau ebenfalls
wirtschaftlich moglich ist.

CHF/a Energiekosten des Kunden B, CHF/ Jahr
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Abschreibung M Gas Kosten B Strom Arbeitskosten (Energie, Netz, Steuer und Abgaben) ™ Strom Leistungskosten

Abbildung 20: Jahresenergiekostenbilanz fir den Kunden B, Fall 1 (links), 2 (Mitte) und 4 (rechts)
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3.5.4.3. Jahresergebnisse des Kunden C
In der Energiebilanz der Abbildung 21 ist fir Kunde C Folgendes festzuhalten:

- Der Verbrauch nimmt um die Menge der bedingten Kéltemaschinen (violett) geringfligig zu. Der
Verbrauch unbedingter Lasten sinkt entsprechend.

- Der Verbrauch wird durch einen Strombezug zum PAT und die PV Produktion kompensiert. Der
Bezug zum Standard Tarif (ST) abnimmt.

MWh / a
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15'c00  EEEN 0 e
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-10'000
-15'000 S

-20'000

M Bezug unbedingt PV Produktion Verbrauch unbedingt
M Verbrauch bedingt X Bezug bedingt

Abbildung 21: Jahresenergie Mengenbilanz des Kunden C: ohne Ausbau (Falle 1 und 2 links) vs. mit Ausbau
(Falle 3 und 4, rechts)

In der Energiekostenbilanz der Abbildung 22 ist fir Kunde C im Vergleich zwischen Fall 2 (Mitte) und 4
(rechts) Folgendes festzuhalten:

- Stromarbeitskosten nehmen um 4.4 % ab (blau)
- Gaskosten sind unverandert (orange)

- Stromleistungskosten nehmen um 1.3 % zu, da 500 kW als bedingte Last neu angeschlossen
werden.

Werden alle drei Komponenten betrachtet, so sinken die Energiekosten um 2.3 %. Allerdings ist hierzu
eine Investition in PV von insgesamt 220°000 CHF notwendig. Uber 20 Jahre rechnen wir mit einer
jahrlichen statischen Amortisation von 11°000 CHF /a, sodass in Summe die Gesamtkosten nur um 2.1
% sinken. Diese Kostensenkung zeigt, dass auch fiir Kunde C der Ausbau wirtschaftlich mdglich ist.
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Abbildung 22: Jahresenergiekostenbilanz fir den Kunden C, Fall 1 (links), 2 (Mitte) und 4 (rechts)

3.5.4.4. Jahresergebnisse des Kunden E
In der Energiebilanz der Abbildung 23 ist flir Kunde E Folgendes festzuhalten:

- Der Stromverbrauch (linke Stapel) nimmt um die Menge der P2H und P2G Anlage (violett) zu.
Der Gasimport (rechter Stapel) sinkt entsprechend.

- Der Mehrverbrauch wird durch einen Strombezug zum PAT und die PV Produktion kompensiert,
wobei der Bezug zum Standard Tarif (ST) abnimmt.
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¥ Bezug bedingt (PAT) M Verbrauch bedingt (PtH und PtG)
7% Gasbezug m Verbrauch Gas

Abbildung 23: Jahresenergie Mengenbilanz des Kunden E: ohne Ausbau (Félle 1 und 2 links) vs. mit Ausbau
(Falle 3 und 4, rechts)

In der Energiekostenbilanz der Abbildung 24 ist fir Kunde E im Vergleich zwischen Fall 2 (Mitte) und 4
(rechts) Folgendes festzuhalten:

- Stromarbeitskosten nehmen um 15 % ab (blau)

- Gaskosten sinken um 11 % (orange)

- Stromleistungskosten nehmen um 4% zu, da 200 kW als bedingte Last neu angeschlossen
werden.
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Mit allen drei Komponenten sinken die Energiekosten um 12,8 %. Allerdings ist hierzu eine Investition
in PV, P2G und in einen Elektroboiler von insgesamt 475200 CHF notwendig. Uber 20 Jahre rechnen
wir mit einer jahrlichen statischen Amortisation von 23’760 CHF /a, sodass in Summe die Gesamtkosten
nur um 8.9 % sinken. Diese Kostensenkung zeigt ebenfalls, dass fir Kunde E der Ausbau wirtschaftlich
moglich ist.

CHF /a Energiekosten des Kunden E, CHF/ Jahr
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W Abschreibung W Gas Kosten W Strom Arbeitskosten (Energie, Netz, Steuer und Abgaben) ®m Strom Leistungskosten

Abbildung 24: Jahresenergiekostenbilanz fir den Kunden E, Fall 1 (links), 2 (Mitte) und 4 (rechts)

3.5.4.5. Jahresergebnisse des Kunden F
In der Energiebilanz der Abbildung 25 ist fiir Kunde F Folgendes festzuhalten:

- Der Verbrauch nimmt um die Menge der P2G Anlage (violett) zu und der Gasimport sinkt
entsprechend.

- Der Stromverbrauch von unbedingten Lasten (grau) wird bei den Ofen zu einem bedingten
Lastbezug umgewidmet (violett)

- Der Mehrverbrauch wird durch einen Strombezug zum PAT und die PV Produktion kompensiert,
wobei der Bezug zum Standard Tarif (ST) abnimmit.
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B Bezug unbedingt (ST) PV Produktion Verbrauch unbedingt B Verbrauch bedingt (P t H)
W Verbrauch bedingt (Pt G) M Riickspeisung (gering) ¥ Bezug bedingt (PAT) % Gasbezug
m Verbrauch Prozessgas 8 Produktion Gas

Abbildung 25: Jahresenergie Mengenbilanz des Kunden F: ohne Ausbau (Félle 1 und 2 links) vs. mit Ausbau
(Falle 3 und 4, rechts)
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In der Energiekostenbilanz der Abbildung 26 ist fir Kunde F im Vergleich zwischen Fall 2 (Mitte) und 4
(rechts) Folgendes festzuhalten:

- Stromarbeitskosten nehmen um 24 % ab (blau)
-  Gaskosten sinken um 30 % (orange)

- Stromleistungskosten nehmen um 54% ab, da 1000 kW als bedingte Last neu angeschlossen
werden und aber 1300 kW von einem ST zu einem PAT Bezug umgewidmet werden.

Werden alle drei Komponenten betrachtet, so sinken die Energiekosten um 28 %. Allerdings ist hierzu
eine Investition in PV und P2G von insgesamt 2'530°000 CHF notwendig. Uber 20 Jahre rechnen wir
mit einer jahrlichen statischen Amortisation von 126’500 CHF /a, sodass in Summe die Gesamtkosten
nur um 20 % sinken. Diese Kostensenkung zeigt erneut, dass fir Kunde F der Ausbau wirtschaftlich
maglich ist.

CHF /a Energiekosten des Kunden F, CHF/ Jahr
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1'500'000
1'000'000
500'000 -
0

B Abschreibung B Gas Kosten B Strom Arbeitskosten (Energie, Netz, Steuer und Abgaben) & Strom Leistungskosten

Abbildung 26: Jahresenergiekostenbilanz fur den Kunden F, Fall 1 (links), 2 (Mitte) und 4 (rechts)
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3.5.4.6. Jahresergebnisse des Kunden G
In der Energiebilanz der Abbildung 27 ist fir Kunde G Folgendes festzuhalten:

- Der Verbrauch nimmt um die Menge der Warmepumpen (violett) zu. Dabei wird der Zukauf von
Heiz6l komplett vermieden.

- Der Mehrverbrauch wird durch einen Strombezug zum PAT und die PV Produktion kompensiert,
wobei der Bezug zum Standard Tarif (ST) abnimmt.
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N Bezug bedingt (PAT) Heizolbezug und sonstige Warme
Verbrauch Warme ® Produktion Warme

Abbildung 27: Jahresenergie Mengenbilanz des Kunden G: ohne Ausbau (Félle 1 und 2 links) vs. mit Ausbau
(Falle 3 und 4, rechts)

In der Energiekostenbilanz der Abbildung 28 ist flir Kunde G im Vergleich zwischen Fall 2 (Mitte) und 4
(rechts) Folgendes festzuhalten:

- Stromarbeitskosten nehmen um 8% ab (blau)
- Kosten fossiler Brennstoffe (Heizél) sinken um 100% (orange)

- Stromleistungskosten nehmen um 5% zu, da 75 kW als bedingte Last neu angeschlossen
werden.

Werden alle drei Komponenten betrachtet, so sinken die Energiekosten um 37,6 %. Allerdings ist hierzu
eine Investition in PV und Warmepumpen von insgesamt 247’500 CHF notwendig. Uber 20 Jahre
rechnen wir mit einer jahrlichen statischen Amortisation von 12’375 CHF /a, sodass in Summe die
Gesamtkosten nur um 29.7 % sinken. Diese Kostensenkung zeigt jedoch, dass fiir Kunde G der Ausbau
wirtschaftlich moglich ist.
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Abbildung 28: Jahresenergiekostenbilanz fir den Kunden G, Fall 1 (links), 2 (Mitte) und 4 (rechts)

3.6. Feedback der Pilotkunden

Zusammen mit der Présentation obiger Ergebnisse wurde eine Diskussion als halb-strukturiertes
Interview mit allen Kunden durchgefuhrt. Acht Fragen waren vorbereitet:

1. Welchen Anteil der Gesamtbetriebskosten macht die Energie aus?
Sind bereits Massnahmen in Richtung Dekarbonisierung angedacht?
Welche flexiblen Lasten waren als bedingte Lasten mdglich?

Gibt es Plane fur PV?

Ist die Grossenordnung der Leistung der neuen Lasten und der PV Produktion
der Simulation in Ordnung? (bei A, B, C bezog sich die Frage auf
Zwischenergebnisse, bevor die Leistungen angepasst wurden).

o > 0N

6. Gibt es sonstige Ideen fir eine Dekarbonisierung?

7. Sind Sie mit dem Prinzip des Projekts (EinflUhrung der Kategorie «bedingte
Last») einverstanden?

8. Wie wirden Sie in der Praxis die Fahrplane vorbereiten? selbst manuell (S),
automatisiert mit Software (A) oder mit Dienstleister (D)?

Die wesentlichen Ergebnisse der Interviews gehen aus nachfolgender Tabelle 12 hervor.

In den durchgefiihrten sechs Interviews stimmen die Pilotkunden dem Poweralliance Konzept mit einem
reduzierten Tarif und bedingten Lasten unter Verzicht auf die n-1 Versorgungssicherheit zu. Bei einigen
Kunden gab es ausgereifte Ideen Uber betriebsinterne Steigerungen der thermischen Effizienz
(Warmeschaukel, Warmeriickgewinnung, Kéltemaschine), die jedoch lediglich den Warme- und nicht
den Strombedarf senken. Sie sind somit unabh&angig von unserem Konzept der bedingten Lasten und
lassen sich von der Systemgrenze entfernen (siehe Ziele «Verbrauch fossiler Energie durch WRG
reduziert» in Tabelle 4). Einige Kunden haben sich intensiv mit dem Konzept auseinandergesetzt und
konnten Vorschlage bringen (Differenzierung des Tarifs nach Lasttypen) oder relevante Fragen stellen
(Quantifizierbarkeit der Folgekosten des Verzichts auf die Versorgungssicherheit, usw.).
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Tabelle 12: Antworten zu Fragen 1-8 der Kundeninterviews

A B C E F G
1| Unter3% Unter 5 % 3 bis5% 2-3% Unter 1 % 1-2%
. Einige Ofen sind .
Warme- Energie ’S\g%r(‘jtzrﬁogfsr:’ von Gas zu Strom V\éa;rdepum
5 tauscher und | P2G, Batterie, | Management wenn gewechselt. Bei EUck o
Schaukel, flexibles Licht | System, PV, ; : den anderen Ofen uckg
) ) . finanziell winnung,
Eisspeicher Ladestation . zu tun, sobald
attraktiv : ) PV
Preisen stimmen.
. Wenn P2H
P2H, Kalte- und P2G Ofen aber auf Warme-
maschine P2G dann Reserve
3 . - . kommen, Folgekosten pumpen
nur wenn Batterie Kéaltemaschine
Eisspeicher dann als aufpassen (WP)
bedingte Last
Ganzes Es gab
Dach schon ein
. JA (und
statisch Nur 700 kw | Nur400 kW | Angebot, JA, insb. Die durch die
maoglich, statt Volldach Nicht in . )
4 : statt Volldach , Fassade in Projekt-
aber in von 1900 kwW nachster 5 .
von 900 kwW ; Planung. ergebnisse
mehreren (wegen Statik) | Jahren, "
verstarkt)
Ausbaustufe danach
n maoglich.
OK. aber OK aber Vier statt Noch keine ) WP Groésse
’ . Anpassungen | zunachst zwei konkrete Ofen ja, P2G bereits
5 | Achtung mit ; u ;
Platzmangel der Lelstung Reserv_e-KaIte— Vorste_llung kleiner setzen. festgelegt.
noch mdglich | maschinen der Leistung PV OK.
Anschluss der
Kéalte- Ladestatione
6 Warme- Keine maschinen an n (im Projekt | Vorwarmung der Keine
schaukel den Warme- nicht Ofen mit WP
tauscher, PV, untersucht)
Ladestation
Findet das
Prinzip gut, .
aber OK,.sot.)aId die OK, vielleicht
- betriebliche B
flrchtet, Randbedingun misste das PAT
7 | dass die OK eaing OK je nach Lasttypen | OK
- gen richtig e
Politik zu : (zB P2G) billiger
abgebildet ;
langsam . sein
X werden kdnnen
wird, um es
Zu tun.
Nicht S, Zuerst S, Zuerst S, dann Nicht S, A, und selber die Nicht S,
8 | sondern A sondern A ; sondern A
dannAund D | AundD Hoheit behalten
und D und D und D
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3.7. Diskussion

Die Investitionsentscheidung zur Elektrifizierung mit dem Ziel eine CO2 Reduktion zu erwirken ist, neben
technischen Erwagungen, in erster Linie eine Frage der Wirtschaftlichkeit. In der folgenden Tabelle 13
sind die Ergebnisse der Wirtschaftlichkeitsrechnungen fiir die 6 Pilotkunden A — G dargestellt.

Tabelle 13: Investition, jahrliche Ersparnis und Amortisationsdauer ohne und mit Poweralliance Tarif (PAT)

A B C E F G
Investment [TCHF] 682 386 220 475 2530 247
Ohne PAT
Einsparung [TCHF/a] 105.5 -23.8 -26.0 54.9 39.8 17.6
Amortisationsdauer [a] 6.5 n.m. n.m. 8.7 63.5 14.1
Mit PAT
Einsparung [TCHF/a] 197 22.6 119.6 78.2 465 58.7
Amortisationsdauer [a] 3.5 17.1 1.8 6.1 5.4 4.2

Die Betrachtung der Energiekosten (ohne PAT) zeigen, dass der Ausbau fur die Kunden B und C nicht
amortisierbar ist, da es nicht zu Einsparungen, sondern zu einer Kostensteigerung kommt. Bei Kunde
F ist eine Energiekostensenkung méglich, die Investition aber nicht innerhalb 20 Jahren amortisierbar.
Bei Kunde G betragt die Amortisation 14 Jahre, aber eine Investition ware unwahrscheinlich. Lediglich
bei den Kunden A bzw. E liesse sich die Investition in weniger als 7 bzw. 9 Jahren amortisieren, was im
industriellen Kontext immer noch sehr hoch ist. Somit wére der Ausbau bei vier Kunden (B, C, F und G)
allein auf wirtschaftlicher Basis nicht méglich. Im Gegensatz dazu kann festgestellt werden, dass mit
Ausnahme von Kunde B fir alle anderen Kunden bei Einfihrung des PAT die Amortisationsdauer bei
maximal sechs Jahren oder z.T. deutlich darunter liegt. Dadurch wird ersichtlich, warum der freiwillige
Umstieg zu COz-neutraleren Lasten ohne weitere Massnahmen schwierig ist. Dies unterstreicht die
wichtige Rolle der Einfiihrung eines solchen Tarifs, welcher Netznutzung sowie Steuern und Abgaben
umfasst, um den Ausbau solcher flexiblen Lasten, die zur Dekarbonisierung des Energiesystems
notwendig sind, zu unterstitzen.

Skalierbarkeit des Poweralliance Ansatzes

Der Poweralliance Ansatz basiert darauf, dass in jeweils 2 physisch klar definierten Strangen einer
existierenden Netztopologie die daran angeschlossenen Netzkunden mit dem Verteilnetzbetreiber
beziglich eines bekannten Engpasses kommunizieren. Die Anzahl der Teilnehmer pro Engpass sowie
die Anzahl der Kommunikationsvorgange ist also limitiert.

Somit ergeben sich in der Umsetzung und Skalierung des Konzeptes keine zusatzlichen technischen
und organisatorischen Herausforderungen durch die gleichzeitige Verarbeitung groRer Datenmengen,
wie sie z.B. in einem virtuellen Kraftwerk mit einer sehr hohen Anzahl von Teilnehmern auftreten
kénnen.

Zudem kann Poweralliance graduell eingefuhrt werden. Der VNB wird jeweils zun&chst nur an den
Stellen, an denen ein kinftiger Engpass zu erwarten ist, eine Netzampel einrichten. Ein
flachendeckendes Ausrollen mit den damit einhergehen Schwierigkeiten ist somit nicht erforderlich.
Insofern ist beim Poweralliance Ansatz eine einfache Skalierbarkeit gegeben.
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4, Vorhersage unbedingter Lasten

4.1. Ziele der Lastvorhersage

Die automatisierte day-ahead Prognose lokaler Kundenlastgénge in der Poweralliance Lésung hat drei
Ziele:

1. Reduzierung der Einstiegshirde fur potentielle Neukunden.

2. Hohere Transparenz der Netzauslastung day-ahead fiir Verteilnetzbetreiber.

3. Abschatzung des zuklnftigen Optimierungspotentials der entwickelten Poweralliance Losung
bzgl. ungenutzter Netzkapazitat.

Reduzierung der Einstiegshirde fur potentielle Neukunden. Fir die Prifung der Gesamt-
Netzauslastung an relevanten Netzknoten missen neben den angemeldeten flexiblen bedingten Lasten
fur den Folgetag auch die unbedingten Lasten an dem jeweiligen Knoten bekannt sein. Wahrend die
Charakteristik einer bedingten Flexibilitat i.d.R. nur einmal pro Aggregat erstellt werden muss und daher
- abgesehen von Neuanschaffungen oder Ausféllen — jeden Tag in gleicher Weise verwendet werden
kann, hangt die Gesamtlast von variablen Parametern ab (Wochentag, Jahreszeit, Feiertage, Wetter,
Produktionsablaufe, etc.). Sie kann also von Tag zu Tag variieren und muss daher als day-ahead
Fahrplan zu Verfugung gestellt werden. Dieser day-ahead Fahrplan der unbedingten Summenlasten
am Netzknoten setzt sich zusammen aus

1. den lokalen day-ahead Fahrplanen unbedingter Lasten der gemessenen Kunden (Verbrauch
und Produktion);
2. dem Standardlastprofil der nicht-gemessenen Kunden;

Gemessene Einzelkunden, welche an Poweralliance teilnehmen, kénnen ihre unbedingten day-ahead
Fahrplane selbst oder von einem Dienstleister Uber das Webinterface manuell eintragen (lassen),
basierend auf ihren Erfahrungswerten. Um jedoch die Einstiegshirde fir potentielle Neukunden zu
verringern, wurde eine automatisierte day-ahead Prognose der unbedingten Lasten in die Poweralliance
Loésung integriert, welche den Fahrplan-Eintrag automatisiert vornimmt. In der entwickelten Prognose-
Losung werden die Lastgange aller gemessenen Einzel-Kunden lokal beim Kunden vorhergesagt und
zusammen mit den bekannten Standardlastprofilen fir nicht-gemessene Kunden zu einem day-ahead
Summenfahrplan fiir den betreffenden Netzknoten aufsummiert.

Hohere Transparenz des Netzauslastung day-ahead flur Verteilnetzbetreiber. Wéhrend
Verteilnetzbetreiber bis anhin nicht Gber den Kundenfahrplan des Folgetages informiert wurden, ist dies
mit der Poweralliance L&sung obligatorisch und ermoglicht somit eine verbessert Netzplanung. Die
Verflugbarkeit von verlasslichen day-ahead Fahrplanen lber eine automatisierte Prognose-Ldsung
bringt dartiber hinaus eine wesentlich héhere Granularitat der Fahrplane als tbliche manuelle und
Erfahrungs-basierte Methoden sie bieten kdnnen und ebnet VNBs somit den Weg fiir weitere daten-
basierte Geschaftsmoglichkeiten.

Abschatzung des zukinftigen Optimierungspotentials der Poweralliance Lésung. In der
entwickelten Poweralliance Losung wird aktuell ein Kapazitats-Band konstanter Héhe zur Preis- und
Netz-Optimierung flexibler bedingter Lasten genutzt. Die Hohe dieses Bandes ergibt sich aus den
Vorgaben zur (n-1)-Sicherheit des entsprechenden Teilnetzes. Die tatsé&chliche ungenutzte Kapazitat
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des Teilnetzes ist jedoch grosser: Sie ergibt sich zu jedem Zeitpunkt dynamisch aus der von den
unbedingten Lasten nicht genutzten Restkapazitat. Liegt eine verlassliche day-ahead Prognose der
unbedingten Summen-Lasten an den relevanten Netzknoten vor, kann somit die ungenutzte
Restkapazitat fir den Optimierten Einsatz flexibler bedingter Lasten starker ausgeschépft werden.
Wihrend dies mit fiir die heutige Netzauslastung eine Uberoptimierung darstellen wiirde, ist es denkbar,
dass eine starkere und dynamische Ausnutzung von ungenutzten Kapazitaten in zukinftigen Szenarien
durchaus sinnvoll wére.

4.2. Vorgehensmethode und Losungsansatz

4.2.1. Anforderungen und Herausforderungen

Folgende Kern-Anforderungen wurden fiir die lokale day-ahead Vorhersage der gemessenen
unbedingten Lasten identifiziert und in der Losung umgesetzt:

1. Die Prognostizierbarkeit soll fir moglichst viele Kunden gewahrleistet sein. D.h. fir méglichst
wenige Kunden soll eine manuelle Eingabe aufgrund zu geringer Vorhersage-Genauigkeit nétig
werden.

2. Fur die Prognose soll eine out-of-the-box Lésung zu Verfligung gestellt werden. D.h. es soll
keine Kunden-spezifische Parametrisierung nétig sein, um eine entsprechende Vorhersage-
Genauigkeit zu erreichen.

Die Kern-Herausforderungen bestehen hierbei in der Vorhersage von sehr unterschiedlichen und
teilweise stark volatilen Lastgangen:

1. Dabeiergibt sich die Unterschiedlichkeit zwischen den einzelnen Kunden-Lastgéngen aus der
Tatsache, dass der Poweralliance Ansatz auf das Mittelspannungsnetz abzielt und somit
mehrheitlich Industrie-Kunden betrifft, welche stark unterschiedliche Produktionsprozesse und
Verbrauchsverhalten aufweisen kdnnen. Die starke Unterschiedlichkeit zwischen Kunden
erschwert es, die Prognostizierbarkeit fir (mdéglichst) alle Kunden zu garantieren (Anforderung
1): je unterschiedlicher die Kundenlastgange sind, desto wahrscheinlicher ist es, dass einige
dieser Lastgdnge mit der bereitgestellten Ldsung nicht mit ausreichender Genauigkeit
prognostiziert werden kénnen.

2. Die grosstenteils hohe Volatilitat der einzelnen Lastgange ergibt sich aus der Tatsache, dass
Produktionsprozesse von Industriekunden vielfach von unregelméssig auftretenden externen
Einflussfaktoren - wie bspw. Produkt-Lieferzeiten oder unregelmassige Nachfrage - bestimmt
werden. Solche Informationen sind daher nicht aus den historischen Lastgdngen ableitbar,
sondern mussen als externe Kontextinformationen zusatzlich eingeholt werden. Dies ist
praktisch in den meisten Fallen nicht mdglich, da diese Informationen von Kunden entweder gar
nicht oder nicht in strukturierter, einfach zuganglicher Form abgelegt werden. Dariiber hinaus
sind Prognose-Modelle, welche mit zusatzliche Kontext-Informationen umgehen kdnnen,
komplexere Modelle der kinstlichen Intelligenz (z.B. deep learning), welche ihr Potential erst
durch eine kundenspezifische Parametrisierung entfalten. Beide Faktoren erschweren die
Einbindung von externer Kontextinformation in eine out-of-the-box Losung (Anforderung 2),
sodass die erforderliche Prognosegenauigkeit trotz hoher Volatilitdt rein basierend auf
historischen Lastgangdaten erreicht werden soll.
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4.2.2. Stand vor Projektbeginn

James W. Taylor hat mehrere Arbeiten zur Lastgangvorhersage durchgefiihrt, wie zum Beispiel (Taylor
etal., 2006; Taylor et al., 2007; Taylor, 2010). Eine wesentliche Differenzierung in der Forschung erfolgt
in der Aggregationsebene des prognostizierten Strombedarfs. Hierbei kann beobachtet werden, dass
die Vorhersagegenauigkeit Gblicherweise mit zunehmendem Aggregationsgrad steigt. Dieses Verhalten
wird in mehreren Arbeiten gezeigt (Zufferey et al., 2016; Arora und Taylor, 2016; Mirowski et al., 2014)
und manchmal unter dem Namen "Portfolio-Effekt" referenziert. Ein &hnliches Verhalten zeigen auch
Kong et. al, welche eine Vorhersage des individuellen Strombedarf in Wohngebieten mittels Long Short
Term Memory (LSTM) Neuronalen Netzen durchfiihren und dafiir eine Genauigkeit des MAPE von rd.
44% verglichen mit einer aggregierten Prognose mit einem MAPE von ca. 8% (Kong et al., 2017)
erhalten. Die Starke eines LSTM-Netzwerks fir eine elektrische Lastprognose im Vergleich zu anderen
gangigen Methoden wie Support Vector Regression (SVR) wird in (Zheng et al., 2017) mit einer
erreichten MAPE von weniger als 6% gezeigt.

Ferner wird fUr eine Vorhersage auch die Art des Verbrauches unterscheiden, d.h. ob die Zeitreihe von
einem privaten oder einem industriellen Verbrauch stammt. In (Kong et al., 2017) wird erwahnt, dass
der Stromverbrauch in der Industrie regelmafiger ist als in Wohngebieten, sodass Ryu et al. in (Ryu et
al.,, 2016) eine Vorhersagegenauigkeit fur Industrielasten mit einem MAPE von ca. 8,85% erreicht.
Weniger genaue Vorhersagen wurden in (Ghofrani et al., 2011) fir Wohnlasten mittels eines Kalman-
Filterschatzers erhalten. Mocanu et. al. (Mocanu et al., 2016) stellen unterschiedliche Deep Learning-
Anséatze vor, wahrend die Vorhersage-Genauigkeit einer FCRBM (Factored Conditional Restricted
Bolzman Machine) mehrere Algorithmen fir maschinelles Lernen (ML) Ubertraf. Vergleichbare
Ergebnisse wurden von Marino et. al. unter Verwendung eines LSTM-Netzwerks (Marino et al., 2016)
und von Shi (Shi et al., 2018) fur die Vorhersage von Haushaltslasten erzielt.

4.2.3. Sample-Daten

Historische Lastgangdaten. Der verfigbare Sample-Datensatz umfasst 34 historische Lastgang-
Zeitreihen von 31 Kunden, darunter die drei Pilotkunden. Alle haben einen Mindestleistungsbedarf von
200 kW und umfassen 96 Messpunkte a 15min pro Tag. Lastgange, die fir mehrere Jahre verflgbar
waren, wurden in separate fiktive Endknoten aufgeteilt, sodass schlie3lich Zeitreihen von 35 Endknoten,
jeweils fir ein volles Jahr (35'040 Messpunkte), verfligbar waren. Vorverarbeitungsschritte wie Down-
und Upsampling auf ein gemeinsames Sampling-Intervall von 15min, Imputation (Ersetzen von
fehlenden Datenpunkten), Zeitverschiebungen zwischen Sommer- und Winterzeit sowie Schaltjahre,
etc. stellen die Vergleichbarkeit aller Zeitreihen sicher.

Externe Kontextdaten. Zusatzlich zu den historischen Zeitreihendaten wurden historische
Kontextdaten von den drei Pilotkunden Milchwerk (A), Binder (B) und Vion (C) fur die sechs Endknoten
A, B1, ..., B4 und C bereitgestellt. Binder lieferte Aufzeichnungen von Verarbeitungsvolumen und
Umgebungstemperatur, Milchwerk und Vion stellten die Umgebungstemperatur bereit. Da
Warenlieferungen nur alle paar Tage eintreffen ist die Abtastfrequenz fir das Verarbeitungsvolumen
erheblich niedriger als die Abtastfrequenz der Lastgangzeitreihen. Die Umgebungstemperatur ist jeweils
stundlich verfugbar.

58



4.2.4. Vorgehensmethode

Aggregierte Vorhersage vs. lokale Vorhersage. In der entwickelten Prognose-Lésung werden die
Lastgange aller gemessenen Einzel-Kunden lokal beim Kunden vorhergesagt und zusammen mit den
bekannten Standardlastprofilen fir nicht-gemessene Kunden zu einem unbedingten Summenfahrplan
fur den betreffenden Netzknoten aufsummiert. Offensichtlich kénnte alternativ zu den summierten
lokalen Prognosen die Summenlast am Knoten auch direkt vorhergesagt werden. Dies ist insbesondere
relevant, da auf Grund des sog. Portfolio-Effekts oft bessere Vorhersage-Ergebnisse fur aggregierte
Lastgéange erzielt werden als fiir einzelne Lastgénge. Hierbei bewirkt der Portfolio-Effekt, dass sich
Schwankungen der Einzel-Lastgdnge bei Aggregation statistisch ausmitteln. Als erster Schritt wurden
daher verschiedene Prognose-Modelle fir beide Varianten getestet: Einmal wurde der
Summenlastgang am Netzknoten direkt vorhergesagt, und einmal wurden die Kunden-Lastgange
einzeln vorhergesagt und danach zusammen mit den Standardlastprofilen der nicht gemessenen
Kunden aufsummiert. Dabei konnte der Portfolio-Effekt fur die betrachteten Kunden und Netzknoten
nicht bestéatigt werden. Im Gegenteil brachte die Aggregation der lokalen Vorhersagen bessere
Ergebnisse als die direkte Vorhersage der aggregierten Lasten. Der vermutete Grund fir dieses
Ergebnis ist, dass die Wirkung des Portfolio-Effekts erst bei einer wesentlich hoheren Anzahl von
aggregierten Lastgangen zum Tragen kommt. Bspw. wird in der Literatur von einem entsprechenden
Effekt berichtet, wenn Lastgange von Gross-Stadten aggregiert wurden. Demgegeniiber werden von
Poweralliance einzelne, regionale Netzstradnge betrachtet, welche aus vergleichsweise extrem wenigen
Kunden bestehen. Die Mdglichkeit einer aggregierten Vorhersage wurde daher ausgeschlossen.

Vorgehegen fir die lokale Vorhersage. Um die beiden Kern-Anforderungen fir die lokale
Lastvorhersage zu erfiillen wurden verschiedene prinzipielle Ansatze getestet.

- Time Series Clustering (TSC): Hierbei werden die historischen Kunden-Lastgange nach
Ahnlichkeit (ahnlicher zeitlicher Verlauf, dhnliche auftretende Muster, etc.) sortiert, mit dem
Ziel Kundenklassen zu erstellen, welche durch denselben Modell-Ansatz erfolgreich
prognostiziert werden kdnnen.

- Single-Model-Ansatz (SMA): Hierbei wird ein fixes Prognose-Modell zur Prognose aller
Kundenlastgadnge herangezogen. Es wurden insgesamt 18 verschiedene Modelle betrachtet.

- Modell-Selektions-Ansatz (MSA): Hierbei testet ein Meta-Algorithmus 18 verschiedene
Prognose-Modelle fir jeden Kunden-Lastgang und wéhlt pro Kunde dasjenige Modell aus,
welches die beste Vorhersagegenauigkeit erzielt.

Der Ansatz des Time Series Clustering der historischen Kunden-Lastgénge zur Vor-Auswahl geeigneter
Vorhersage-Modelle anhand von Lastgang-Charakteristika konnte aufgrund schlechter Clustering-
Ergebnisse frihzeitig ausgeschlossen werden. Weitere Auswertungen beschranken sich daher auf den
Single-Model Ansatz und den Modell-Selektions-Ansatz. Die entsprechenden Ansatze werden im
Folgenden genauer dargestellt und die Testergebnisse diskutiert

Der Single-Model-Ansatz ist der einfachste Ansatz, welcher eine out-of-the-box Lésung (Anforderung
2) ermoglicht. Hierbei wurden 18 verschiedene Vorhersage-Modelle mit unterschiedlicher Komplexitat
getestet. Ublicherweise ermdglichst eine hohere Modell-Komplexitat eine grossere Flexibilitat
gegeniber stark unterschiedlichen und stark schwankenden Verbrauchsmustern (Herausforderungen
1 und 2), erfordert aber gleichzeitig einen hdheren Parametrisierungsaufwand, um entsprechend
bessere Resultate zu erzielen. Eine Kunden-Spezifischer Parametrisierung soll aber nach Anforderung
2 nach Mdglichkeit vermieden werden. Es wurden die Modelle daher mit (verschiedenen) fixen
Parametern getestet.
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Der Modell-Selektions-Ansatz erlaubt es, durch die verwendete Wrapper-Funktion einen out-of-the-box
Ansatz nach Anforderung 1 anzubieten und gleichzeitig fir jeden Kunden dasjenige Modell mit der
besten Performance zu Verfigung zu stellen. Letzteres erlaubt es, die Prognostizierbarkeit
(Anforderung 1) fur moglichst viele Kunden zu gewahrleisten. Der Preis der zusétzlichen Flexibilitat ist
jedoch ein massiv hoherer Rechenaufwand pro Kunde.

Evaluation. Fir die Bestimmung des besten Modells pro Kunde innerhalb des MSA wird ein Cross-
Validation-Datensatz verwendet (Hyper-Parameter-Tuning des MSA). Fir die Evaluation der beiden
Anséatze werden der MSA und die 18 Instanzen des SMA hinsichtlich ihrer Vorhersage-Genauigkeit
auf einem separat vorgehaltenen Test-Datensatz ausgewertet gegentbergestellt.

4.2.5. Losungsansatz

Verwendete Technologien. Die Modell-Entwicklung wurde in der Statistik-Sprache R ausgefihrt,
welche aufgrund der zahlreich verfigbaren Statistik-Pakete eine agiles Model-Testing ermdglicht. Fir
das Deployment im Testfeld wurde die finale Lésung nach Java portiert. Hierbei wurden, soweit
verfluigbar, Java Bibliotheken der verwendeten Modelle verwendet. Komplexere Modelle wurden mittels
RJava API eingebunden.

Single-Model-Ansatz (SMA). Im Single-Model-Ansatz wird aus einer Liste von insgesamt 18
Vorhersage-Modellen ein Modell ausgewahlt, welches zur Vorhersage der Lastgénge aller Kunden
benutzt wird. Jedes der 18 Modelle wird auf historischen Lastgangdaten aller Kunden trainiert und
gefittet, wobei pro Modell 14, 28, 42, 56, 70, 140 bzw. 210 historische Tage als Trainingsdatensatz
herangezogen werden. Die Anzahl Tage wird im Folgenden als Sliding Window Length (SWL)
bezeichnet, da sich die Position der Trainings-Tage im operativen Einsatz mit fortschreitender Zeit
schrittweise jeweils um einen Tag nach vorne verschiebt. Die Vorhersage-Genauigkeit wird
anschliessend fur jedes der Modelle auf einem Testdatensatz basierend auf 5 verschiedenen
Evaluationsmassen (MAPE, sSMAPE MASE, sowie zweier Varianten des NRMSE) ausgewertet und
verglichen. Im vorliegenden Bericht wird jedoch nur auf den MAPE Bezug genommen, detailliertere
Auswertungen kénnen im beigelegten internen Report nachgelesen werden. Hierbei bedeutet ein
kleinerer MAPE eine héhere Vorhersagegenauigkeit. Die 18 getesteten Vorhersage-Modelle sind:

1 Benchmark Modell:

- Benchmark: Zur Vorhersage von Werktagen wird das Lastprofil des unmittelbar vorhergehenden
Werktags herangezogen, bzw. zur Vorhersage von arbeitsfreien Tagen (wie bspw. Sonn- oder
Feiertage) wird das Lastprofil des unmittelbar vorhergehenden freien Tages herangezogen.

3 Similar Days Modelle:

- SD1: benutzt den Median einer Teilmenge von historischen Tagen desselben Werktages (z.B. die
letzten drei Montage) als Vorhersage.

- SD2: benutzt den Median einer Teilmenge von historischen Werktagen oder arbeitsfreien Tagen
als Vorhersage.

- SDEns: benutzt den Median der Vorhersagen von SD1 und SD2 als Vorhersage.
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9 klassische Zeitreihen-Modelle:

- ES und ES Dec: Exponential Smoothing

- RWD und RWD Dec: Random Walk Drift

- HW: Holt Winters

- ARIMA und ARIMA Dec: Auto-Regressive Integrated Moving Average

- GARCH und GARCH Dec: Generalized Autoregressive Conditional Heteroskedasticity

5 Weitere Modelle:

- SVN Dec: Support Vector Machines mit radial bias kernel

- NN, NN Dec: Kinstliches Neuronales Netz mit 1 Layer

- NN Istm K: Deep Learning mittels Long Short Term Memory Netz (Keras Bibliothek)

- NN Istm K CI: Deep Learning mittels Long Short Term Memory Netz mit zusatzlicher Kontext-
Information (Keras Bibliothek)

Hierbei wird jedes der klassischen Zeitreihen-Modelle, sowie SVN, einmal direkt auf das Lastprofil
angewendet und einmal auf die Restkomponente nach der Zerlegung der Zeitreihe in ihre Komponenten
angewendet. Letztere Variante ist jeweils mit dem Zusatz Dec gekennzeichnet (z.B. in ES Dec).

Modell-Selektions-Ansatz (MSA). Der Modell-Selektions-Ansatz besteht aus zwei Phasen:

Selektions-Phase (Modell-Selektion, Training, Fitting, Tuning): Ein Meta-Algorithmus trainiert, fittet und
evaluiert alle 18 oben genannten Modelle fur alle SWLs auf einem Cross-Validation (CV) Datensatz,
wobei fur die Evaluation der Einzelmodelle pro Kunde jeweils ein durchschnittlicher MAPE Uber 50
vorhergesagte Tage berechnet wird. Anschliessend wahlt der Meta-Algorithmus fiir jeden Kunden
diejenige Kombination aus Modell und Sliding-Window-Lange aus, welche die héchste Vorhersage-
Genauigkeit fur diesen Kunden bzgl. des MAPE erzielt (Hyper-Parameter-Tuning). Die Modell-
Selektion wird selten, aber regelmassig durchgefihrt, bspw. einmal im Quartal. Zusatzlich kann die

Modell-Selektion "on Demand" angestossen werden, bspw. bei einer Umstellung der Kunden-
Prozesse.

Vorhersage-Phase (Day-Ahead-Vorhersage): Fir jeden Kunden wird jeden Tag eine Day-Ahead
Vorhersage des Lastprofils auf Basis des Kunden-spezifisch gewahlten Modells durchgefihrt.

4.3. Evaluation, Ergebnisse und Diskussion
4.3.1. Durchschnittliche SMA-Vorhersage-Genauigkeit

Fur den Single-Modell-Ansatz (SMA) konnte erwartungsgemass gezeigt werden, dass eine
zunehmende Modell-Komplexitat keine Verbesserung der durchschnittlichen Vorhersage-Genauigkeit
bringt. Abbildung 29 zeigt den durchschnittlichen MAPE (arithmetisches Mittel des MAPE uber alle
Kunden und tber alle Sliding-Window-L&angen pro Modell) der verschiedenen getesteten SMA Varianten
auf dem Testdatensatz als Balkendiagramm. Der extrem einfache Benchmark-Algorithmus schneidet
mit einem durchschnittlichen MAPE von 38.8% am besten ab, gefolgt von den ebenfalls sehr einfachen
Similar Days Modellen. Dies kann einerseits der Durchschnittsbildung tber alle Kunden, als auch der
wachsenden Wichtigkeit von Kunden-spezifischen Parametrisierungen mit zunehmender Modell-
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Komplexitat zugeschrieben werden. Der relativ hohe durchschnittiche MAPE Wert aller Modelle
illustriert die grosse Unterschiedlichkeit und hohe Volatilitat der Lastgénge.
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Abbildung 29: Durchschnittlicher MAPE der getesteten Modelle

Nutzung externer Kontext-Informationen. Aus Abbildung 29 ist ausserdem ersichtlich, dass mit der
Hinzunahme von externen Kontext-Informationen im deep learning Modell NN Istm K CI keine
Verbesserung gegeniber den sehr einfachen Modellen erreicht werden konnte. Dies kann (1.) auf die
mangelnde individuelle Parametrisierungs-Maoglichkeit des sehr flexiblen deep learning Modells in der
angestrebten out-of-the-box Lésung zurtickgefiihrt werden, (2.) auf die geringe Menge an Kunden
welche Kontext-Information Uberhaupt bereitstellen konnten (was sich in der Durchschnittsbildung
auswirkt), und (3.) auf die wiederum sehr geringe Menge an passenden Kontext-Informationen fir diese
Kunden.

4.3.2. Durchschnittliche MSA-Vorhersage-Genauigkeit

Die Anwendung des Modell-Selektions-Ansatz (MSA) verbessert den durchschnittichen MAPE
erwartungsgemass und zwangslaufig gegeniber allen Modell-Varianten des SMA. Der durchschnittliche
MAPE des MSA ist in Abbildung 29 als horizontale Linie gekennzeichnet und betragt 34.5% Uber alle
SWLs und Kunden. Fir die Vorhersage von stark variablen Individual-Lastgangen im Mittelspannungs-
Bereich ist dieser Wert kompetitiv mit der Literatur (Marino et al., 2016; Shi et al., 2018).

4.3.3. Schwankungshbreite der Vorhersage-Genauigkeit.

Die relative geringe Verbesserung der durchschnittlichen Vorhersage-Genauigkeit bei der Anwendung
des MSA gegeniiber der SMA Modellvariante mit Benchmark oder Similar Days um ca. 4% im
Durchschnitt rechtfertigt den wesentlich héheren Rechen- und Wartungsaufwand des MSA nicht. Es
konnte jedoch gezeigt werden, dass der MSA die Schwankungsbreite des MAPE Uber alle Kunden
hinweg erwartungsgemass drastisch reduziert, sodass die Prognostizierbarkeit fiir fast alle Kunden
gewahrleistet werden kann (siehe Anforderung 2).

Abbildung 30 stellt dazu Boxplots des MAPE fur alle getesteten Modelle und alle Sliding-Window-
Langen pro Modell auf dem Test-Datensatz dar. Hierbei beziehen sich die ersten 18 farblich markierten
Blocke auf den SMA, Block 19 bezieht sich auf den MSA. Innerhalb jedes Blocks werden bis zu sieben
verschiedene Boxplots dargestellt, welche die verschiedenen Sliding-Window-Langen (14, 28, 42, 56,
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70, 140 bzw. 210 historische Tage) fir die Trainings-Phase reprasentieren. D.h. es wird fir jede
Kombination aus Modell und Sliding-Window-L&ange ein Boxplot dargestellt.
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Abbildung 30: Vorhersage-Genauigkeiten (MAPE) der benutzten Algorithmen auf Test-Daten

Es ist zu erkennen, dass der Einsatz des MSA die Schwankungsbreite der Vorhersage-Genauigkeit
gegenuber allen Varianten des Single-Model-Ansatzes massgeblich reduziert - und dies gilt
insbesondere auch fir das Benchmark Modell und die Similar Days Modelle. Hierbei kann die grosse
Differenz in der Schwankungsbreite zwischen SMA und MSA als Konsequenz der starken
Unterschiedlichkeit der untersuchten Kunden-Lastprofile (Grossteils Industriekunden im
Mittelspannungs-Bereich, siehe Herausforderung 1) gedeutet werden. Dies bedeutet, dass der Single
Model Ansatz zwar fur einige Kunden extrem genaue Vorhersagen, fir andere Kunden jedoch sehr
ungenaue Vorhersagen liefert. Bspw. liegt der maximale MAPE im Benchmark-Modell fir alle SWLs bei
Uber 100% (exklusive extreme Ausreisser), was der Anforderung der Prognostizierbarkeit fur méglichst
viele Kunden (siehe Anforderung 1) nicht entspricht. Demgegenuber liegt der maximale MAPE des MSA
mit einer festen SWL von 210 Tagen bei knapp 40% (exklusive extreme Ausreisser).8 75% aller Kunden-
Lastprofile (inklusive extreme Ausreisser) konnen mit einem MAPE von weniger als 20.7% vorhergesagt
werden. Diese Werte sind vergleichbar mit der Literatur. Der MSA erfullt somit Anforderung 1. Bei einem
Vergleich des MSA mit der Similar Days (SD1) Variante des SMA (mit SWL 14 Tage) ergibt sich, dass
knapp 40% aller Kunden sehr stark vom Einsatz des MSA profitieren (Verringerung des MAPE um 20 -
609%).

4.3.4. Vorhersage-Verlasslichkeit

Der MAPE wird salopp meist als Mass fur Vorhersage-Genauigkeit bezeichnet, ist aber streng
genommen ein Mass fir die Richtigkeit der Vorhersage (en. accuracy, Néahe zur Wahrheit). Er bietet
ein gangiges wissenschaftliches Evaluations- und Vergleichskriterium fir die Vorhersage-Gite. Fur

8 Es ist zu beachten, dass der durchschnittliche MAPE des MSA in Abbildung 29 mit 34.5% den Durchschnitt iiber alle Kunden und alle SWLs
anzeigt. Demgegenuber zeigt Abbildung 30 die MAPE-Verteilung pro Kunde pro SWL.
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Endkunden und VNBs ist jedoch neben der Richtigkeit auch die Préazision (en. precision, Streubreite bei
Wiederholung) von Bedeutung, denn Richtigkeit und Prézision zusammen erlauben es, die
Verlasslichkeit der Vorhersage einzuschatzen. Ein verlésslicher Fahrplan ist fur die Planbarkeit und
Risiko-Mitigation von entscheidender Bedeutung.

Fur Zeitreihen-Vorhersagen wird zur Abschéatzung der Vorhersage-Verlasslichkeit tblicherweise ein
sog. Vorhersage-Intervall (en. precision interval, PI-Band) als Band um den vorhergesagten Lastverlauf
angegeben. Um das PI-Band korrekt berechnen zu kénnen, muss die Fehlerverteilung aus historischen
Daten bekannt sein, und wird Ublicherweise als Normalverteilung angenommen. Die Annahme
normalverteilter Fehler ist jedoch fir einen Grossteil der vorliegenden Daten unseres Samples verletzt.
Das ubliche Vorgehen, eine geeignete Transformation zu definieren, um eine Normalverteilung zu
erreichen kann fir die angestrebte out-of-the-box Lésung nicht herangezogen werden, da dies einen
manuellen Bearbeitungsaufwand pro Kunde erfordern und somit Anforderung 2 verletzen wiirde. Eine
Automatisierung des Transformations-Prozesses wirde wiederum den Rahmen des Projektes
Uberschreiten. Daher wurde folgendes Vorgehen gewdéhlt, um die Vorhersage-Verlasslichkeit zu
evaluieren:

- Fur jeden vorhergesagten Lastgang werden - basierend auf der Annahme normalverteilter Fehler —
die 80%-, 95%-, 99%-, und 99,73% PI-Bénder berechnet. Da die Annahme normalverteilter
Fehler jedoch fir einen Grossteil der Daten verletzt ist, sind diese Bander fur die betreffenden
Zeitreihen nicht korrekt. Beispielsweise wirde das 99%-PI-Band fir die meisten Zeitreihen weniger
als 99% der wahren Werte beinhalten.

- Umdieses Problem zu I6sen, wurde fiir jede Pl-Band-Breite die ,wahre* Zuverlassigkeit des Bandes
auf der Grundlage historischer Daten bestimmt, und zwar als Prozentsatz an Messpunkten, fur die
die Vorhersage das PI-Band nicht verletzt. Als Ergebnis kénnte bspw. das 99%-PI-Band einer
Zeitreine eine tatséchliche Zuverlassigkeit von 95% aufweisen. Bei der Berechnung der
tatsachlichen Zuverlassigkeit des Bandes wurde nur die Uberschreitung der oberen Pl-Band-
Grenze betrachtet, da nur Uberschreitungen fiir die Poweralliance Losung relevant sind.
Unterschreitungen der Untergrenze wurden vernachlassigt.

Abbildung 31 zeigt im oberen Teil fir jeden getesteten Endknoten den mittleren Jahresverbrauch plus
Schwankungsbreite (in Schwarz), sowie den Prozentsatz an Uberschreitungen der oberen Pl-Band-
Grenze Uber ein Jahr. Hierbei entsprechen die Farben blau, griin, gelb und grau jeweils dem 80%-,
95%-, 99%-, und 99,73%-Vorhersageintervall. Es ist zu erkennen, dass bereits das 99%-Vorhersage-
Intervall flr alle getesteten Kunden eine tatsachliche Vorhersage-Verlasslichkeit von mehr als 95%
bietet (weniger als 5% Uberschreitungen), was als ausreichend beurteilt werden kann. Dies ist im
unteren Teil von Abbildung 31 nochmals explizit als Abdeckung (en. coverage) des Bandes ablesbar.
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Abbildung 31: Historische Vorhersage-Verlasslichkeit pro Zeitreihe

4.3.5. Optimierungspotential der Poweralliance L6sung

In der aktuellen Implementierung nimmt der Poweralliance Optimierungsalgorithmus ein Kapazitatsband
fixer Breite fUr die optimierte zeitliche Platzierung bedingter Flexibilititen an. Die Breite dieses
Kapazitatsbandes ergibt sich hierbei aus der zur Garantie der (n-1)-Sicherheit des betreffenden
Netzstranges bendtigten Netzkapazitat. Im Simulations-Szenario aus Kapitel 4.1.5 waren das
beispielsweise 6 MW (50% der Gesamt-Kapazitat).

Wenn eine verlassliche day-ahead Vorhersage des unbedingten Lastgangs am Knoten zu Verfligung
steht, kann der feste Schwellenwert von bspw. 6 MW durch einen dynamischen Schwellenwert ersetzt
werden, welcher durch die Obergrenze des Pl-Bandes des vorhergesagten Lastgangs (evtl. plus einem
weiteren Toleranzband fir seltene Uberschreitungen des PI-Bandes) festgelegt wird, vgl. Abbildung 32.

Variante 2 - fixe LP1-Grenze Variante 2 - variable LP1-Grenze
100% 100%
% 0%
80 80%
0% Optimierung 0% Optimierung
B0 [y

14 7101316192225283134 374043 46495255 58616467 707376 7982 B5 889184 147 101316192225283134 374043 464952555861 6467707376 798285889194

—rundiast LP1-Grenze — rundiast LPL-Grenze

Abbildung 32: Fester und dynamischer Schwellenwert zur Optimierung der unbedingten Flexibilitaten

Durch Verwendung eines dynamischen Schwellenwertes kann zusétzliche, ungenutzte Netzkapazitat
fur bedingte Flexibilitdten bereitgestellt werden. Wahrend eine solche dynamische Optimierung der
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Netzkapazitét fir heutige Szenarien und relativ kurzfristige Zukunfts-Szenarien eine Uber-optimierung
darstellen wiirde, ist ein Bedarf in langerfristiger Zukunft vorstellbar.

Um das Potential zusatzlicher, ungenutzter Netzkapazitaten abzuschéatzen wurde fir das in Kapitel 4.1.5
betrachtete Simulations-Szenario eine Potentialabschatzung durchgefiihrt. Im  betrachteten
Simulations-Szenario wurden die drei Pilotkunden (A), (B) und (C) und ein virtueller Kunde (X)
angenommen, sowie eine Gesamtbreite des Kapazitatsbandes von 12 MW (6 MW bedingt + 6 MW
unbedingt). Hierbei hat sich ein ungenutztes durchschnittliches Zusatzpotential, ausgewertet Uiber den
Zeitraum von 2 Jahren, von durchschnittlich ca. 16% der taglichen Gesamtkapazitat von 288 MWh
(12MW*24h), oder 46.5 MWh pro Tag, ergeben?®.

4.3.6. Rechenaufwand

Die Modell-Selektion im MSA benétigt mit der verwendeten Rechner-Konfiguration© eine Rechenzeit
von ca. 10h. Da die Modell-Selektion nur selten (z.B. einmal pro Quartal) ausgefihrt werden soll, ist
dieser Zeitaufwand jedoch unkritisch.

4.3.7. Finale Implementation

Einfache Algorithmen werden vom MSA erwartungsgemass sehr viel haufiger ausgewahlt als komplexe
Algorithmen, einige Algorithmen werden vom MSA niemals ausgewahlt (siehe Abbildung 33b). Die
Menge, der im MSA enthaltenen Algorithmen, wurde daher in der finalen Implementation reduziert, um
Rechen-Aufwand in der Phase der Modell-Selektion einzusparen. Hierbei wurde eine mehrstufige
Adaptions-Schleife definiert:

- Langzeit-Adaption: Die Selektions-Phase des MSA wird beim Kunden in regelméssigen,
seltenen Abstanden mit voller Modell-Anzahl ausgefihrt (bspw. einmal pro Jahr und zusétzlich
on demand, bspw. bei Umstellung von Produktionsmodalitéaten). Hiermit wird eine Adaption an
starke Anderungen im Verbrauchsverhalten des Kunden erméglicht.

- Kurzzeit-Adaption: Die Selektions-Phase des MSA wird beim Kunden in regelmassigen,
kirzeren Abstanden mit eingeschrankter Modell-Anzahl (Modellauswahl, Training und Fitting)
ausgefihrt (bspw. einmal im Quartal). Dabei werden diejenigen Modelle ausgespart, welche in
den Tests bei keinem Kunden ausgewahlt wurden. Hiermit wird eine Adaption an kleinere
Anderungen im Verbrauchsverhalten des Kunden erméglicht.

- Vorhersage: Die Vorhersage-Phase des MSA wird taglich ausgefiihrt und basiert auf dem in
der letzten Selektions-Phase gewdhlten und gefitteten Modell und SWL.

® Das theoretisch erreichbare Maximum liegt hierbei bei 50% der Gesamt-Kapazitat (= aktuell genutzter konstanter
Schwellenwert), bzw. 144 MWh pro Tag.

10 Architektur: x86_64, 64-bit op-mode. CPU: 4 CPUs, Intel(R) Xeon(R) CPU E7- 8870 @ 2.40GHz. Speicher: 8GB.
Betriebssystem: Ubuntu 18.04.1 LTS, VT-x Virtualization (VMWare). R-Version: 3.4.4 (2018-03-15)
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Abbildung 33: Links: (a) Verbesserung des MAPE im Vergleich zu SD1. Rechts: (b) Anzahl der Selektionen jedes
Modells nach SWL durch den MSA auf Testdaten

In der finalen Implementation in Java wurden nur die Langzeit-Adaptions-Schleife und die Vorhersage-
Schleife implementiert. Dazu wurden die Modelle Benchmark, SD1, SD2, SDEns direkt in Java
bereitgestellt. Die Modelle ARIMA, ARIMA Dec, GARCH bhinden mangels passender Java-Bibliotheken
mittels rJava APl den entsprechenden R-Code ein. Die Modelle ES, ES Dec, RWD, RWD Dec, HW,
SVR Dec, NN, NN Dec, NN LSTM K und NN LSTM K CI wurden nicht eingebunden, kdnnen aber bei
Bedarf flr eine Langzeit-Adaption relativ einfach ebenfalls Gber rJava eingebunden werden. Die Java-
Implementation wurde unter Beriicksichtigung der von Robert C. Martin!! propagierten Grundsatze
moderner Software erstellt und ist daher einfach zu warten und zu erweitern. Sie wurde als
eigenstandige Anwendung konzipiert, die vom Betriebssystem aus einfach geplant werden kann (bspw.
Uber Cron unter Linux oder Scheduler unter Windows).

4.3.8. Diskussion und technischer Ausblick

MSA erfullt Anforderung 1. Durch die starke Reduktion der MAPE-Schwankungsbreite im MSA
gegenlber allen Modellvarianten des SMA kann die Prognostizierbarkeit aller Kunden sichergestellt
werden. Dafur wurde auf den vorhandenen Sample-Daten eine Genauigkeit von < 40% MAPE
nachgewiesen, und 75% aller Lastprofile konnten mit einem MAPE von weniger als 20.7% vorhergesagt
werden, was als vergleichbar mit der Literatur in &hnlichen Settings gilt. Dartiber hinaus wurde gezeigt,
dass mit einem theoretischen PI-Band von 99% eine tatsachliche Vorhersage-Verlasslichkeit von 95%
gewahrleistet werden kann, was ebenfalls als ausreichend bewertet wird. Somit ist Anforderung 1
(Prognostizierbarkeit fur moglichst alle Kunden) erfiillt.

MSA erflullt Anforderung 2. Die Vorhersage-Genauigkeit und Vorhersage-Verlasslichkeit des MSA
konnte ohne Kunden-spezifische Parametrisierung der verwendeten Modelle erzielt werden. Damit ist
auch Anforderung 2 (out-of-the-box Losung) erfullt.

Nutzung der Vorhersage zur Optimierung des Kapazitatsbandes fir bedingte Lasten. Es konnte
beispielhaft gezeigt werden, dass die Nutzung der Lastvorhersage zur dynamischen Begrenzung des
Kapazitatsbandes fur bedingte Lasten weitere ungenutzte Netzkapazitat in signifikantem Ausmass
freilegen kann. Dies kann in einer zukinftigen Weiterentwicklung der Poweralliance Ldsung zur
effizienteren Optimierung ungenutzter Netzkapazitaten genutzt werden.

1 http://butunclebob.com/ArticleS.UncleBob.PrinciplesOfOod
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Optimierung der Vorhersage-Genauigkeit und Vorhersage-Verlasslichkeit. Fir eine
Dynamisierung des Kapazitatsbandes fur unbedingte Lasten ist eine weitere Verbesserung der
Genauigkeit und Verlasslichkeit der day-ahead Vorhersage anstrebenswert, da beide Faktoren die
Effizienz der Optimierungs-Massnahme massgeblich bestimmen. In der vorliegenden Umsetzung wurde
ein Fokus auf eine niedrige Einstiegshirde beim Kunden gelegt, auf Kosten héherer Genauigkeit bzw.
Verlasslichkeit. Aus diesem Grund wurde auf den Einbezug von Kontext-Informationen wie
Lieferkapazitaten oder Produktionspléane weitgehend verzichtet, welche einerseits aktuell schwer zu
beschaffen sind und andererseits einen zusatzlichen Parametrisierung-Aufwand in der Vorhersage
generieren. Es kann jedoch davon ausgegangen werden, dass die elektronische Verfligbarkeit
zuséatzlicher Informationen beim Kunden auf Grund der generellen Fortschritte in der Digitalisierung in
den kommenden Jahrzehnten stark zunehmen wird, sodass ein automatisierter Zugriff auf Kontextdaten
einfacher moglich wird. Dartber hinaus kann davon ausgegangen werden, dass mit der
Weiterentwicklung des Internet of Things (IoT) die Verflgbarkeit lokaler Rechenkapazitaten in kleinen
Bauteilen weiterhin zunimmt und damit die Verwendung von brute-force Meta-Algorithmen in der lokalen
Poweralliance Hardware zur automatisierten Parametrisierung ebenfalls ermdglicht wird. Somit kann
eine Verbesserung bzw. Erweiterung der entwickelten Prognose-Methode um multivariate Verfahren
bspw. auf Basis von deep learning oder dynamischen state-space Modellen als sinnvoll erachtet
werden.

5. Stakeholderakzeptanz &
Entwicklungsstrategien

Um das Poweralliance Konzept erfolgreich umzusetzen, ist es notwendig, die Stakeholder
einzubeziehen und die Winsche der potenziellen Kunden im Hinblick auf die unterschiedlichen
Flexibilitaten und wirtschaftlichen Anreize zu verstehen. Zu diesem Zweck wurde eine Online-Umfrage
durchgefiihrt, um Erkenntnisse darlber zu gewinnen, wie industrielle Netzkunden mit dem
Poweralliance Modell einen Beitrag zum zukinftigen Energiesystem leisten kénnen. Anschliessend
wurde ein dynamisches Systemmodell entwickelt, um die Diffusion von flexiblen Technologien zu
untersuchen. Dieses Modell erleichtert das Experimentieren und die Bewertung verschiedener
Szenarien und Variablen im Hinblick auf die Verbreitung flexibler Technologien wie Power-to-Heat,
Power-to-Gas und Batterien. Zusatzlich wurden charakteristische Anwendungsfalle pro Technologie
identifiziert und statische ©konomische Berechnungen durchgefiihrt. Dartber hinaus wurden zur
Steigerung der Profitabilitat der Technologien Geschaftsmodelle analysiert, die das Poweralliance
Konzept ergénzen. Als Zusammenfassung der gewonnenen Erkenntnisse wurden sie in einer Roadmap
dargestellt, die Empfehlungen an die verschiedenen beteiligten Interessengruppen gibt.

5.1. Choice Experiment

Mit Hilfe einer Choice-Based Conjoint (CBC) Analyse wurde untersucht, wie gross die Bereitschaft von
Netzkunden ist, einen Beitrag im zukiinftigen Energiesystem nach dem Poweralliance Prinzip zu leisten.
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Zudem wurden relevante Zielkundengruppen identifiziert. Dazu wurde ein Onlinefragebogen entwickelt,
welcher anfangs 2017 an 383 Personen geschickt wurde, einerseits an NE5-Kunden der VNB primeo
energie und STW Crailsheim in der Schweiz und Deutschland und andererseits an Kunden der ASKI
AG in Osterreich. Die Riicklaufquote fuir verwertbare Antworten lag bei rund 13%. Die Befragung wurde
mehrheitlich von Personen aus der Geschaftsleitung sowie von technischem Personal ausgefiillt.

Es gibt bereits verschiedene Studien, welche Kundenpraferenzen fir die Installation erneuerbarer
Energien (Bollinger & Gillingham, 2012; Dharshing, 2017; Kubli & Ulli-Beer, 2016; Sigrin et al., 2015),
die Teilnahme an Programmen zur Steuerung der Nachfrage (Cappers et al., 2010; Moser, 2017; Torriti
etal., 2010) oder die aktive Bereitstellung von Flexibilitat fur das System (Kubli et al., 2018) untersuchen.
Diese Studien konzentrieren sich hauptséchlich auf Haushalte auf NE7. An unserer Umfrage haben
sich hauptséachlich Industrieunternehmen (NE5) beteiligt (siehe Abbildung 34). Diese wurden auch als
eine der wichtigsten Kundengruppen im Poweralliance Modell identifiziert.

Branchenzusammensetzung (n = 62)

B@Industrie

m Offentliche Hand
& Infrastruktur

Handel und
Dienstleistungen

m Sonstiges / Keine
Angabe

Abbildung 34: Branchenzusammensetzung Probanden

Zusatzlich zur Industrie, wurden folgende Ziel- bzw. Kundengruppen gebildet, fiir welche die Ergebnisse
der Umfrage im Detail analysiert wurden: Energiebewusste Unternehmen (Unternehmen mit zumindest
drei umgesetzten Energieeffizienzmassnahmen) und interessierte Unternehmen (Unternehmen, die im
Fragebogen Interesse an Poweralliance bekundet haben). Letztere Gruppe besteht hauptséchlich aus
Industriekunden mit einem hohen Energiebedarf (Prozesswarme/-kalte, Gas, Strom). Im Hinblick auf
die Elektrifizierung industrieller Prozesse werden Kunden in der Regel nach der Intensitat ihres
Energieverbrauchs und dem flr ihren Prozess erforderlichen Temperaturbereich klassifiziert. Dies ist
entscheidend fur die Auswahl der geeigneten Elektrifizierungstechnologie (Nilsson et al., 2016). Bei den
energiebewussten Unternehmen haben viele bereits ein Energie- oder Lastmanagement-System
installiert. Die Auswertungen wurden ausserdem auch landerspezifisch durchgefiihrt.

Die Ergebnisse zeigen, dass Stromerzeugungs- und Speichertechnologien im Vergleich zu P2H-
Anlagen bevorzugt werden. Insbesondere Kunden aus Deutschland wirden bei einer Investition in eine
Flexibilititstechnologie einen Speicher auswahlen. Aus der Literatur geht hervor, dass die grossten
Hindernisse fur die Einfuhrung neuer Technologien die hohen Investitionskosten, der Kompromiss
zwischen den Kosten fur die Nutzung von Strom und den Kosten fur fossile Energietréger sowie der
fehlende Kenntnisstand sind (Brolin et al., n.d.; Napp et al., 2014; Nilsson et al., 2016) . Dies erklart zum
Teil, warum Kunden Batterien gegeniiber P2H-Anlagen bevorzugen, da es sich bei der ersteren um
eine bekanntere Technologie handelt, die in Deutschland weitgehend subventioniert wird. Die
Zahlungsbereitschaft fur eine Investition in eine Flexibilitatstechnologie liegt im Durchschnitt zwischen
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CHF 10'000 bis CHF 50'000, bei den energiebewussten Unternehmen bei CHF 50'000 bis CHF 100'000.
In der Literatur waren keine konkreten Daten zur Zahlungsbereitschaft fur Flexibilitatstechnologien zu
finden, um diese Erkenntnisse zu stutzen. Alle Kundengruppen sehen bei einer solchen Investition den
grossten Nutzen in einer Kostenersparnis (in der Grossenordnung von CHF 3'000 bis CHF 10'000 pro
Jahr), die energiebewussten Unternehmen weisen dabei die kleinste Preissensitivitat auf. Die
Amortisationszeit hingegen wurde bei den Investitionsentscheidungskriterien als weniger wichtig
eingestuft als die Art der Flexibilitat oder die Finanzierungsart. Bei letzterer wird die Eigenfinanzierung
generell der Fremdfinanzierung und Contracting-Losungen vorgezogen. Hier gibt es jedoch noch
landerspezifische Unterschiede. Contracting wurde von Kunden aus Osterreich beinahe gleich attraktiv
wie Eigenfinanzierung bewertet, wahrend Contracting in Deutschland relativ zur Eigenfinanzierung als
eindeutig unbeliebteste Finanzierungsart gewahlt wurde. Von Schweizer Kunden wird Contracting
gegeniber der Fremdfinanzierung vorgezogen, die Eigenfinanzierung bleibt jedoch klar die Favoritin.
Die Bewertungen der verschiedenen Finanzierungsmdoglichkeiten, aufgeschliisselt nach den drei
Landern, ist in Abbildung 35 dargestellt.
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Abbildung 35: Bevorzugtes Finanzierungsmodell

5.2. Simulation Flexible Lasten mit TREES

Der Kern des Modells besteht aus vier Zustandsvariablen, die jeweils die Anzahl der Kunden darstellen,
die ein bestimmtes Angebot beziehen (Abbildung 36). Zu Beginn der Simulation ist keine flexible
Technologie ("Flexload") installiert, so dass alle Kunden "Customers without Flexloads" sind. Zu jedem
Zeitpunkt der Simulation kann ein gewisser Teil der Kunden entscheiden, zu einer der alternativen
Optionen zu wechseln. Ein moéglicher Wechsel ist die Installation einer Flexibilitatslésung, ohne das
Lastmanagementprogramm des Versorgungsunternehmens zu abonnieren. Kunden, die sich fir diese
Option entscheiden, unterliegen weiterhin dem Standardnetztarif (ST). Eine weitere Alternative ist die
Kombination der Installation einer Flexibilitatsiosung mit einer Photovoltaik-(PV)-Anlage und die
Zahlung des ST. Schliesslich konnen sich die Kunden fur die Teilnahme am regionalen
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Lastmanagementprogramm entscheiden und vom Poweralliance Netztarif (PAT) profitieren. Die
Umstellung auf PAT kann entweder direkt (Kunden installieren eine Flexibilitatslosung und treten
gleichzeitig dem regionalen Lastmanagementprogramm bei) oder Uber eine der beiden vorherigen
Optionen erfolgen (Kunden, die bereits eine Flexibilitatsldsung installiert haben, entscheiden sich in
einem zweiten Schritt fir die Teilnahme am Lastmanagementprogramm).

Customers
with Flexloads =
and PV ST
Customers Cust?ﬁ"er Customer with
without wi
Flexloads Flexloads and
Flexloads [ » and ST e PAT

Soft factors
Economic and «  Familiarity
Political conditions: . Decision making

Business model

conditions: ST, PAT Technology specific

factors: . Electricity pri h .
Investment cost ectrictly price *  Adjustment time (AT)
Y « Gas price
+ Efficiency

+ Feed in Tariff

Abbildung 36: Wesentliche «Stocks» und «Flows» des Simulationsmodells. Jedes Feld stellt die Anzahl der Kunden
dar, die eine bestimmte Option in Bezug auf Flexibilitdtstechnologien, PV und Netztarife abonniert haben. Doppel-
Pfeile stellen die Moglichkeiten fur Kunde

Die Anzahl der Kunden, die zu jedem Zeitpunkt gemass den Strémungen in Abbildung 36 von einer
Option zur anderen wechseln, hangt vom wahrgenommenen Nutzen jeder Entscheidungsoption sowie
von den vorgegebenen Einstellzeiten (AT) fur jeden moglichen Wechsel ab. ATs sind Zeitkonstanten,
die Verzdgerungen im System abbilden. Viele Faktoren konnen diese Entscheidung fir einen einzelnen
Kunden verzogern, wie z.B. finanzielle, =zeitliche und Know-how-Beschréankungen oder
Organisationsstrukturen und -prozesse.

Die jahrlichen Cashflows im Modell sind die Summen der Kosten und Ertrdge im Zusammenhang mit
den installierten flexiblen Technologien. Die Amortisationszeit ergibt sich aus dem Verhaltnis von
jahrlichem Cashflow und Investitionskosten. Ist der Cashflow negativ, gilt die Option als unwirtschaftlich.
Die Berechnung der Einnahmen unterscheidet sich zwischen den drei in dieser Studie betrachteten
Technologien. In allen Féllen setzen sich die Kosten aus dem Netztarif (ST oder PAT) sowie den
Betriebskosten (Opex) zusammen. Fir jede Technologie werden Kosten und Erlése fur beide
Netztarifoptionen (ST und PAT) sowie fur die Falle mit und ohne PV berechnet. Im Falle von P2H
bestehen die Erlése aus den erzielten Einsparungen im Vergleich zu einem Referenzfall, bei dem die
gesamte Prozesswarme aus einem Gaskessel stammt. Bei Power-to-Hydrogen (P2H2) stammen die
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Umsétze aus dem Verkauf von Wasserstoff an Industriekunden. Bei Batterien werden die Umsétze
durch Arbitrage und Eigenverbrauchseinsparungen in Kombination mit einer PV-Anlage generiert. Diese
drei Geschéftsmodelle sind in Kapitel 5.4. néher beschrieben.

Viele der in den Simulationsmodellen verwendeten Parameterwerte sind mit hoher Unsicherheit
behaftet. Diese Unsicherheit entsteht aus verschiedenen Griinden: Erstens liegt die Simulationsperiode
in der Zukunft, so dass Annahmen Uber die zukinftige Entwicklung von Energiepreisen,
Technologiekosten und Steuern getroffen werden miissen. Zweitens fungieren einige Parameter als
Proxies fir Prozesse, die nicht explizit im Modell beschrieben werden.

Es kdnnen drei Arten von Parameter unterschieden werden: erstens die Parameter, die das strategische
Verhalten der Energieversorger beschreiben; zweitens sog. «harte» wirtschaftliche und technische
Faktoren; drittens sog. «weiche» Faktoren, die die Entscheidungsprozesse der Kunden beschreiben.
Parameter der ersten Kategorie zeichnen sich dadurch aus, dass sie im Handlungsbereich des
Energieversorgers liegen, d.h. aus ihrem Einfluss auf das Modell lassen sich konkrete
Handlungsempfehlungen ableiten.

Die Sensitivitat der verschiedenen Parameter unterscheidet sich zwischen den drei Technologien stark.
Bei P2H hangt die Verbreitung der Technologie stark vom Anteil Strom aus Eigenproduktion ab, bei
Batterien von der Volatilitat des Strompreises und der Hohe der Einspeisevergitung, und bei P2H2 vom
Absatzpreis fir Wasserstoff. Einige Faktoren sind jedoch bei allen drei Technologien wichtig, etwa die
Zeitkonstante, die die Verzégerung beim Ankauf einer Flexibilitdtsanlage beschreibt, oder der Effekt von
direktem Kundenkontakt auf die Bekanntheit einer Technologie. Auch das Verhaltnis vom PAT zum ST
spielt eine wichtige Rolle, vor allem bei Batterien und P2H. Weitere Details zum Systemdynamikmodell
und zur Sensitivitatsanalyse befinden sich in (Zapata et al., n.d.).

Aus dieser Analyse ergibt sich die Handlungsempfehlung fur interessierte Energieversorger, proaktiv
daflr zu sorgen, dass potentielle Abnehmer mit den verschiedenen Flexibilitatstechnologien gut vertraut
sind. Zudem ist die Verglinstigung von Leitungspreis ein wichtiger strategischer Einflussfaktor fir den
Erfolg des Poweralliance Geschéftsmodells. Zukinftige Entwicklungen der Rahmenbedingungen sind
fur den Erfolg verschiedener Technologien massgebend: bei stark volatilen Strompreisen ist eine
Batterie besonders interessant, wahrend die Attraktivitat von P2H: stark davon abhangt, zu welchem
Preis der hergestellte Wasserstoff verkauft werden kann. Letztlich ist bei allen drei Technologien ein
wichtiger Faktor, ob und wieviel Strom aus Eigenproduktion ein Betrieb zur Verfliigung hat.

5.3. Workshop-Kit

Technologie-Anwendungsféalle und Excel-Tool

Um eine konkrete Vorstellung von der Rentabilitat einiger Flexibilitatstechnologie zu erhalten, haben wir
ein Excel-Tool entwickelt, das ermoglicht, die Amortisationszeit dieser Technologien unter
verschiedenen Annahmen abzuschéatzen. Das komplette Tool befindet sich im Anhang. Nachfolgend
werden verschiedene konkrete Anwendungsfalle in der Industrie kurz vorgestellt.

Photovoltaik (PV) & Batteriespeicher

Unser erster Anwendungsfall, wie er in Abbildung 37 illustriert ist, untersucht das typische PV-
Batteriesystem. Die PV-Module werden auf dem Dach eines Industriegeb&audes installiert. Die Batterie
speichert den Uberschuss der von der PV-Anlage erzeugten Energie.
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Abbildung 37: Photovoltaik- und Batteriesystem in einem Industriegeb&aude

Die Batterie ist auch an das Stromnetz angeschlossen, was die Flexibilitat erhéht und es ermdglicht,
von den Preisunterschieden zu profitieren (Strom verkaufen, wenn der Preis hoch ist und kaufen,
wenn er niedrig ist). Tabelle 14 stellt die wichtigsten Annahmen zusammen.

Tabelle 14: Photovoltaik- und Batteriesystem Annahmen

Batterien

Installierte Kapazitéat 300
Laderate 3
Installierte Leistung 100
Wirkungsgrad 98
Ladezyklen pro Tag 1.5
Stundenanteil mit niedrigem Preis 20

Anteil Strom aus Eigenproduktion (PV) 80

kwh
h
kw
%

%
%

Zuerst untersuchen wir den Einsatz einer Batterie nur zur Arbitrage und stellen fest, dass dieses
Geschaftsmodell nur dann rentabel ist, wenn der Batteriepreis stark sinkt. Die Kombination aus
Eigenverbrauchssteigerung und Arbitrage, unter Nutzung des PAT, fuhrt zu sehr attraktiven
Amortisationszeiten, vor allem wenn auch eine Subventionierung der Batterieinvestitionskosten in

Betracht gezogen wird.
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Ohne Unterstiitzung der Investitionskosten sollten andere Einnahmequellen in Betracht gezogen
werden, um Batterien heutzutage rentabel zu machen. Arbitrage, Eigenverbrauchserhéhung,
Netzzuverlassigkeit und Netzqualitdt werden in der Literatur (Battke & Schmidt, 2015; Fitzgerald et al.,
2015) erwahnt als wichtigste Anwendung von Batterien.

Power-to-Heat (P2H): Elektrodenkessel

Der in diesem Projekt untersuchte spezifische Anwendungsfall analysiert den Einsatz eines
Elektrokessels zur Warmeerzeugung in der Papierindustrie (bei einem Temperaturbedarf von etwa 120
°C). Abbildung 38 zeigt diesen Anwendungsfall.

Input Technologie Anwendungsfille

Gas Boiler

n Warmespeicher

ng=0.99 Y
#
0
#
Elektrodenkessel

—f- n,=0.99

— —

— Dampf Erzeugung
@ fiur die Papierindustrie
——

Abbildung 38: Elektrodenkessel zur Warmeerzeugung in der Papierindustrie

Elektrodenkessel sind eine ausgereifte Technologie, mit Investitionskosten zwischen 100-400 €/kW und
einem Wirkungsgrad von 98% (Estermann et al., 2017). Tabelle 15 gibt eine Zusammenfassung der
wichtigsten Annahmen. Der Elektrodenkessel kann einen bestehenden Gaskessel ergénzen
(Parallelbetrieb) oder komplett ersetzen. Der Strom kann entweder aus dem Stromnetz oder aus der
Eigenproduktion bezogen werden. Im Parallelbetrieb kann das System die Preisdifferenz zwischen Gas
und Strom nutzen. Ein Warmespeicher wird ebenfalls installiert, um die Flexibilitdt des Systems zu
erhéhen
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Tabelle 15: P2H Anwendungsfall Annahmen

P2H
Installierte Kapazitat 500 kWe
Investitionskosten 100 €/kW
Lebensdauer (bzw. garantierte Leistung) 25 Jahre
Wirkungsgrad 98 %
P2H-Erzeugte Warme 3'942'000 kwWh/Jahr
Ersetzter Boiler
Wirkungsgrad 98 %

Die Berechnungen ergeben, dass die Nutzung von Strom zur Warmeerzeugung rentabel ist, wenn
gentgend gunstiger Strom verflgbar ist. Darlber hinaus fuhrt es nur dann zu CO2-Einsparungen, wenn
der eingesetzte Strom aus erneuerbaren Energien stammt, andernfalls, wenn der Strom aus dem
heutigen Netz enthommen wird, ist der Einsatz eines Gaskessels immer noch umweltfreundlicher als
der Einsatz eines Elektrokessels.

Power-to-Hydrogen (P2H,)

Wie in Abbildung 39 dargestellt, beinhaltet unser Anwendungsfall die Herstellung von Wasserstoff mit
einem Elektrolyseur flr den Einsatz als Rohstoff in der chemischen Industrie. Die Details sind in
Abbildung 39 und Tabelle 16 zu finden.
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Abbildung 39: Herstellung von Wasserstoff fiir die chemischen Industrie

In diesem Anwendungsfall hangt die Rentabilitét von P2H2 in hohem Masse vom Wasserstoffpreis und
der Verfugbarkeit von billigem Strom ab. Die Nutzung des PAT, der eine Reduzierung des
Leistungspreises und der Steuern impliziert, fihrt zu einer Verkiirzung der Amortisationszeit. Ahnlich
wie bei P2H wird der Umweltvorteil jedoch nur dann erreicht, wenn der verwendete Strom aus
erneuerbaren Energien stammt.

Tabelle 16: P2H2 Anwendungsfall Annahmen

P2H;

Elektrolyseur-Leistung
Nutzungsgrad
Jahresvolllaststunden

Gesamter Stromverbrauch
Stromverbrauch pro kg H2
Wasserstoff-Produktion
Absatzpreis fur Wasserstoff
Stundenanteil mit niedrigem Preis

Anteil Strom aus Eigenproduktion (PV)

500

0.7

6'132
3'066'000
55

55745

8

15

80

kw Wasser-Elektrolyseur

h
kwh/Jahr
kWh/kg
Kg /Jahr
€/kg

%

%
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Online-Cockpit

Das im Deliverable 4.2 im Anhang beschriebene Modell ist die Basis des Cockpits, welches als
Instrument zum Testen von Strategien und Szenarien zur Verbreitung verschiedener flexibler
Technologien dient. Ein Einblick in die Oberflache des Cockpits ist in Abbildung 40 dargestellt. Das
Cockpit zeigt die Entwicklung Uber die Zeit der Kunden, die eine flexible Technologie einsetzen, ihre
Amortisationszeit, ihren Cashflow und ihre CO2-Einsparungen in Abhangigkeit von den Eigenschaften
der verschiedenen Szenarien. Das Cockpit ist online mit folgendem Link und Zugangsdaten verfligbar:

Link: www.forio.com/app/zhaw/power-alliance (nicht mit Internet-Explorer kompatibel)
Username: BFE
Passwort: PowerAlliancel
Technologie Besonders relevante Parameter... Kunden mit FIEX’TeChnologien
Techrologie € ..hauptsachlich im Fall eriespeicher und Power-to-Hydrogen/H2 18
a) Batterie Differenz zwischen Spitzen- und Durchschnittsenergiepreis (EUR/kwh) ©
8
tall K tat unde) in kKW . 0
6
. 500 eistungspreis (Netz) in EUR/kW/Jahr
4
it Energieproduktion (P ‘ 0 2
. 0 hiilt arif (PAT) zu Standard-L gsr
. 8 T T T 1
@ 0% @ 60 120 180 240
Marketing-F L]
@ o1 Volstieat
Wasserstoffpreis (industriell) in EUR / kg \Bfg‘t;?rllﬁége”nge
[ ] 8

Abbildung 40: User Interface des Cockpits (links: Entscheidungs-Parameter um Szenarien zu kreieren; rechts:
Simulationsergebnisse)

Geschéaftsmodelle fur Stakeholder

Um auf die neuen Herausforderungen der Energiewende zu antworten, missen die bestehenden
Netztechnologien, Geschaftsmodelle und Regulierungen aktualisiert werden (Giordano & Fulli, 2012).
Dies ist besonders wichtig fir den Verteilernetzbetreiber (VNB), welcher flir die Integration der
dezentralen Energieerzeugung verantwortlich ist. VNBs sind hochregulierte Unternehmen. Daher sollte
der Regulierungsrahmen rasch angepasst werden, um die Umsetzung neuer Geschéaftsmodelle zu
erleichtern. Derzeit decken VNBs die Kosten mit dem klassischen Netztarif, der sich an der
Ubertragenen Leistung und Energiemenge orientiert. Bei dem bestehenden Tarifsystem, wenn die
Endverbraucher aufgrund der Zunahme von Technologien zur dezentralen Erzeugung weniger Energie
vom Netz bendtigen (Honkapuro et al., 2014; Jansen et al., 2007; Picciariello et al., 2015), wird es
notwendig sein, den Netztarif zu erh6hen, um die Netzkosten wieder decken zu kénnen (Kubli, 2017).
Daruber hinaus ist ein VNB auch bei starker Verbreitung von dezentralen Anlagen immer noch
verpflichtet, die Sicherheit und Zuverlassigkeit der Stromversorgung mit einer alternden Infrastruktur zu
gewahrleisten (Honkapuro et al., 2014). VNBs sollten ermutigt werden, innovative Losungen zu testen,
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um die Qualitat der Versorgung zu niedrigeren Kosten zu erhalten (Colle et al., 2019). In diesem
Rahmen eroffnet der Einsatz von Informationstechnologien in Smart Grid-Anwendungen grosse
Chancen fur neue Geschéftsmodelle, von denen mehrere Interessengruppen profitieren kénnen. Die
Literatur erwahnt hauptsachlich drei Arten von Geschaftsmodellen, die durch Smart Grids ermoglicht
werden: Fahrzeug zu Netz (oder Netz zu Fahrzeug), Nachfrageverhalten und Integration erneuerbarer
Energien. Diese Geschéaftsmodelle kénnen dem VNB unter anderem helfen, die Systemkosten zu
senken, die Investitionskosten zu senken und den Bedarf an Netzkapazitdt zu decken. (Niesten &
Alkemade, 2016).

Fur dieses Workshop-Kit-Deliverable  \orkshopanleitung

wurde deshalb ein Geschaftsmodell-  Fyr den Workshop wurde das Team in Gruppen von 3-4

Teil erarbeitet, welcher im September  personen eingeteilt, mit je einem gross ausgedruckten

2017 durch das Projektteam getestet  Canvas?, Haftnotizzettel und Marker. Wahrend 45-60 Minuten
wurde. Damit wurden Geschafts- hat jede Gruppe das Canvas ausgefiillt. Es wurde jeweils
modelle fiir die verschiedenen  Uberprift ob jedes Kundensegment mit einem

Stakeholder (VNB, Endkunde, Leistungsversprechen und einer Einnahmequelle verbunden
ist. Anschliessend wurden die Geschéaftsmodelle den anderen

Technologieanbieter, Stromversorger
9 ger) Gruppen vorgestellt und tberpriift.

erarbeitet.

Das Geschéaftsmodell fur den Verteilnetzbetreiber ist in Abbildung 41 dargestellt.

Key 5 | Key ‘Q Value P Customer Custom ’
- ) it Proposition hins : ¥
Partners > | Activities 3 P Relationships Z Segments |
~ e ‘ o
Key Channel. y
Resour G !
L o
Cost Revenue =N
Structure ¢ / Streams o«
~ N

Abbildung 41: Geschéaftsmodell-Canvas fir VNB

Innovative Geschéaftsmodelle, Kollaborationen bzw. das parallele Anbieten von ergénzenden
Wertversprechen durch andere Dienstleister sind entscheidend fur die Attraktivitat des Poweralliance
Modells fir die Endkunden. Auch die statischen Wirtschaftlichkeitsberechnungen haben gezeigt, dass
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eine Kombination von Erlésquellen nétig ist, damit die Flexibilitat fir den Endkunden einen genligend
grossen Nutzen erbringt. Mégliche kombinierbare Angebote von verschiedenen Stakeholdern sind in
Abbildung 42 illustriert. Bei der Vermarktung von Flexibilitdt ist auf die Komptabilitdt mit dem

Poweralliance Modell zu achten. Tabelle 17 stellt die Vermarktungsmoglichkeiten und derer
Komptabilitat dar.

Angebot
O PAT
VNB O sT

Netznutzung
St O Stromhandelsplattform (z.B. basierend auf
Kunde S Stromversorger Blockchain)
Férderung Eneregiegemeinschaften

Flexibilith

——
4 Flexibilitats-Anbieter
—

oo

Projektmanagement

Verkauf & Installation
Anlagemenmanagement

Contracting

Flexibilitatsvermarktung

o Peak Shaving

o Arbitrage (Stromhandel)

o Unter Umstanden: Regelleistung

o

(z.B. Batterie-
Verkaufer)
und weitere Dienstleister

Oooooad

Abbildung 42: Flexibilitdtsangebote durch verschiedene Stakeholder
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Geschaftsmodell

Regelenergie

Arbitrage

Peak Shaving

Notstrom-
versorgung
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Tabelle 17 Flexibilitats-Geschaftsmodelle fiir Endkunden

Geeignete
Flexibilitat
(nicht
abschliessend)
Power-to-X
Batterie

Warmepumpen

Batterie

Batterie

Power-to-X

Dieselgenerator

Anbieter

* Regelenergiemarkt
(Swissgrid)

* Regelpoolbetreiber

¢ Virtuelle Kraftwerke

¢ Strommarkt

* VNB

* Dienstleister

Komplementar zu
Poweralliance

Eher nein

(Flexibilitat wird auf einem
anderen Markt verkauft
und kann eher schwierig
mit Poweralliance
kombiniert werden.)

Ja
(Zielgruppe
Poweralliance)

Ja

(Zielgruppe Poweralliance
- von Peak Shaving zu
Load Shaping)

Andere Art von Flexibilitat



5.4. Poweralliance Roadmap

Um die Poweralliance L6sung als Standardlosung zu konsolidieren, ist es noch ein langer Weg. In
unserer Roadmap identifizieren wir die Ausloser fur das Poweralliance Projekt, bewerten die wichtigsten
Barrieren und geben Empfehlungen an die wichtigsten Stakeholder. Abbildung 43 fasst die wichtigsten
Empfehlungen zusammen. Die gesamte Roadmap ist im Anhang ersichtlich.

Kurzfristig (2020) Mittelfristig (2030) Langfristig (2050)
g Klimapolitik (Europa) CO,: -20%; Anteil EE: 20% CO;: -40%; Anteil EE: 27% CO;: -80%: Anteil EE: 100%
=3
a Energiemarkte Strompreis 1; Gaspreis 1 Strompreis 1 1: Gaspreis 1 Strompreis 1; Gaspreis 1 1
§ Stromnetze Ausreichende Kapazitat - Bedarf oder IKT-basierte Lésungen
§ Technologiekosten Batterien | | | Batterien | Batterien —
E Flexibilitat Power-to-Heat — Power-to-Heat — Power-to-Heat —
K] Power-to-Hydrogen | | Power-to-Hydrogen | | Power-to-Hydrogen |
Politik / Regulierungsbehérde Di ion Gber i Anpassungen Rahmenbedingung zu
(n-1)-Bedingung (n-1)-Nutzung Ermaglichung netzdienlicher Einsatz von
Flexibilitat im (n-1)-Band
Férderung von weiteren Pilot- und D zuf und (n-1)
Diskussion neue Tarifgestaltung (VNB) far VNB (> PAT) ‘
e [ Diskussion Uber Besteuerung von % 7 7
é‘ ’ Energietragemn von nach TP" Ausstoss und fur f
E]
j Rahmenbedingungen Umwalzung IKT-Kosten IKT-Kosten dem Netzausbau gleichgestelit
3 et St Ak (BRE 1
E
a Verteilnetzbetreiber D von & an weiteren Pi 2uF
H Nutzung n-1-Band & neue Tarifsysteme
-]
i Planung neue Tarifgestaltung [ Anbieten von Anreizen fur Flexibiltaten (z.B. Einfuhrung PAT) I

Aufbau IKT (u.a. Ausbau

, 2weiter

| I Nutzung von Flexibilititen & IKT (anstatt Netzausbau) ]

| Flexibilitatslésungen bekanntmachen

Technologieanbieter & EVUs I

0®

Neue Geschaftsmodelle fur Flexibilititen anbieten (u.a. neue attraktive fur regionale EE. um von EE-Anlagen zu vermeiden) |
i anF fur die der T ien und sowie die Einbindung von dezentraler
Ermittiung von Kundenwlnschen Wasserstoffproduktion

Abbildung 43: Roadmap

Tabelle 18 und Tabelle 19 geben eine detailliertere Beschreibung der identifizierten Barrieren und der
notwendigen Empfehlungen zur Uberwindung dieser Barrieren.
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Tabelle 18: Beschreibung der Barrieren und Empfehlungen (1/2)

Barrirs | Handlungsempishiung

1. Grundbedingung fiir PA- T
Geschaftsmodellist zurzeit nicht
gegeben

Das Projekt geht von der Annahme aus, dass
die Nutzung der zusatzlichen Netzkapazitat
mdglich ist und ein neues Tarifmodell
angeboten werden kann.

(starker als Gas)

Entgelte, Abgaben, Umlagen und Steuern auf
Strom sind wesentlich grosser als die auf
Erdgas.

Dies flihrt dazu, dass die Elektrifizierung der
Industrie heute nicht wirtschaftlich ist.

2. Strom steuerlich stark belastet

3. Flexibilitat dem Netzausbau nicht
gleichgestellt
IKT-Kosten koénnen dem Netzausbau noch

nicht angerechnet und dementsprechend
nicht umgewalzt werden.

®

4. Hohe Investitionskosten

5. Unsichere Wirtschaftlichkeit

Der Marktzugang fiir Flexibilitatsoptionen ist
unter aktuellen regulatorischen Bedingungen
erschwert (z.B. durch die Belastung von
Netznutzungsgebiihren).

Um die Wirtschaftlichkeit von Flexibilitaten zu
gewahrleisten, ist ausserdem in vielen Fallen
eine Kombination von Geschéaftsmodellen
erforderlich.
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Die Rahmenbedingungen fiir die Nutzung des (n-1)-Bandes
sollten angepasst und eine Tariffreigabe ermdglicht werden. Zu
diesem Zweck und zur Gewahrleistung der
Versorgungssicherheit sollten andere Demonstrationsprojekte
finanziert werden, um die Funktionalitat des Power-Alliance-
Projekts noch weiter zu testen.

CO;-orientierte Reform der Steuern, Abgaben und Umlagen
auf Energie ist notwendig

» Gestaltung einer neuen regulatorischen Rahmenbedingung,
welche die Umwalzung von IKT-Kosten ermdglicht

» Finanzinstrumente zur Senkung der Investitionskosten

» Neue Geschaftsmodelle schaffen, die die neuen
Technologien finanzieren (z.B. Contracting)

* Unterstiitzung von Pilotprojekten, die die Wirtschaftlichkeit neuer
Geschaftsmodelle demonstrieren.

* Erleichterung Marktzugang fiir Flexibilitatsoptionen durch
Anpassung von regulatorischen Rahmbedingungen

* Ermdglichung von netzseitigen Erldsquellen fir Flexibilitdtsoptionen
- neue Tarifsysteme & Anreize fiir Flexibilitat-> PAT

* Komplementére Geschaftsmodelle anbieten (Aufzahlung nicht
abschliessend):
« P2H2
+ Power-to-Industry
* Power-to-Mobility
+ Einspeisung ins Gasnetz

- Batterien
+ Regelleistung, bzw. andere Systemdienstleistungen
* Quartierbatterie
+ Peak Shaving
+ Virtuelle Kraftwerke
+ Arbitrage
« P2H
+  Uberschussstrom-Nutzung



Tabelle 19: Beschreibung der Barrieren und Empfehlungen (2/2)

Bariore || Handlungsempiehlung

6. Elektrifizierung fiihrt nicht Forderung der industriellen Elektrifizierung zusammen mit der

unbedingt zu Kosten- und CO,-
Einsparungen

Wenn glinstige erneuerbare Energien
nicht vorhanden sind, flhrt die
Elektrifizierung der Industrie nicht zu
den gewinschten wirtschaftlichen und
dkologischen Auswirkungen.

7. Technologische Unsicherheiten

P2H ist eine ausgereifte Technologie.
Jedoch befindet sich P2H, noch im
Entwicklungsprozess und Batterien
konnen noch von einigen
Verbesserungen profitieren, wie z.B.
der Erhohung der Energiedichte.

. Geringer Bekanntheitsgrad von
Flexibilitats-Technologien

Der Einsatz flexibler Technologien
impliziert eine Veranderung im Alltag
eines Industriekunden. In einigen
Fallen sind die Elektrifizierungs-
technologien den Kunden unbekannt
und die Bereitstellung von Flexibilitat
erscheint nicht attraktiv, da sie nicht
zum Kerngeschaft des Unternehmens
gehort.

Unterstlitzung der Nutzung und Installation erneuerbarer Energien.

Anreize schaffen zur CO,-Vermeidung und zum Ersatz fossiler
Energiequellen.

Erleichterung und Férderung der Nutzung von nicht ins Netz
integrierbarem Strom aus EE (um der Abriegelung entgegenzuwirken).

Unterstlitzung von F&E und Pilotprojekten zur Entwicklung der
Elektrifizierungstechnologie.

Unterstitzung der Kunde und ihnen helfen, die Vorteile der neuen
Technologien kennenzulernen und zu verstehen.

Identifizierung und Verstehen der wichtigsten Akzeptanzprobleme.

Genligend Anreize schaffen, damit die Kunden ihre Flexibilitat dem VNB
anbieten.
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6. Schlussfolgerungen

Die Elektrifizierung des Wéarme- und Verkehrssektors auf Basis erneuerbarer Energien ist eine
Grundvoraussetzung, um den Klimawandel auf ein noch akzeptables Mass begrenzen zu kénnen. Der
erforderliche Umbau der Energieversorgung ist jedoch kein Selbstlaufer, auch dann nicht, wenn man
diesbeziiglich optimistische Annahmen zur Preisentwicklung von erneuerbarem Strom, fossilen
Energietragern, CO2 und neuer Technologie zur Speicherung und zur Sektorkopplung unterstellt. Es
mussen darlber hinaus finanzielle Anreizsysteme geschaffen werden, jedoch ohne neue
Subventionstatbestéande, Windfallprofits und ungewollte Verzerrungen im aktuellen Finanzaufkommen
zu bewirken.

Mit dem Poweralliance Ansatz ist genau dies auf elegante Art moglich.

- Es erhalten lediglich neue, also zusétzliche elektrische Lasten, die den notwendigen
Systemwechsel beglnstigen einen wirtschaftlichen Vorteil. Konkret sind dies P2X
Technologien, die unmittelbar den Einsatz fossiler Energietrdger substituieren sowie
preisgesteuerte Batterien, die systemstitzend wirken.

- Uberschussstrom wird absorbiert und Preisspitzen gegléttet, jedoch nur in dem Masse, in dem
jeweils aktuell Netzkapazitat dafur zur Verfligung steht.

- Negative Preise bzw. die Zwangsabschaltung von erneuerbarer Uberschuss-erzeugung kann
so reduziert bzw. vermieden werden.

- Das bisherige Steuer- und Entgeltaufkommen wird dabei nicht tangiert insofern finden keine
absoluten finanziellen Ausfalle durch Poweralliance gegeniber dem Status quo statt. Im
aktuellen System bestehen praktisch kaum preisgetriebene Lasten, welche aus steuerlichen
Grunden in den gunstigen Tarif wechseln kdnnten. Bedingte Lasten kommen zukinftig
zusatzlich zu dem bestehenden Aufkommen in das System und erhéhen die absoluten
Steuereinnahmen, wenngleich auch in geringerem Masse als ohne PAT.

- Die Nutzbarmachung von bisher brachliegendem volkswirtschaftlichem Vermdgen durch den
intelligenten Einsatz von IKT verringert die notwendigen Netzausbaukosten auf ein
volkwirtschaftlich sinnvolles Mass. Poweralliance ermdglicht, dass dieses Mass nicht aufgrund
pauschaler Uberlegungen, sondern marktbasiert iiber die individuelle Zahlungsbereitschaft der
Netzkunden bestimmt wird.

Die grosse Mehrzahl der untersuchten Pilotkunden kodnnten finanziell durch die Investitionen in
Elektrifizierung in Kombination mit dem Poweralliance Tarif finanziell profitieren. Dies erlaubt
mehrheitlich attraktive Investitions-Payback Zeiten von weniger als 7 Jahren.

Vorteile (+) und Verpflichtungen (-) fir die Stakeholder

Netzkunden, Verteilnetzbetreiber, Energieversorger (Dienstleister, Aggregatoren), OEMs (Batterie,
Elektrolyseure, P2X) und die Volkswirtschaft insgesamt profitieren direkt oder indirekt vom
Poweralliance Projekt. Der Poweralliance Ansatz entfaltet seine Wirkung bei allen 3 Komponenten der
Energiebepreisung: Energie, Netz, Steuern & Abgaben.
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Netzkunden:
+ Energiepreiskomponente:

Im Standard Tarif kann der Stromkunde seinen Energiepreis beispielsweise mit einem Vollversorgungs-
vertrag wie gehabt absichern, um das Energiepreisrisiko fiir seine unbedingten Lasten abzusichern.

Im Poweralliance Tarif will der Netzkunde durch Teilnahme am Spotmarkt von den Chancen, die sich
durch hohe Preisvolatilitaten ergeben, profitieren. Er setzt seine verfigbaren Flexibilitdéten bewusst dem
Spotpreisrisiko aus. Je nach Préferenz kann der Kunde sein Preisrisiko jedoch auf ein bestimmtes Mass
begrenzen, indem er mit seinem Lieferanten bspw. eine Preisobergrenze (price cap) fur den
Energiebezug vereinbart.

+ Netztarifkomponente:

Beim Standard Tarif bezahlt der Netzkunde fir unbedingte Lasten den gleichen Tarif wie bis anhin.
Seine Versorgungssicherheit und seine Kostensituation bleiben gegentiber heute unverandert.

Im Poweralliance Tarif fir bedingte Lasten bezahlt der Netzkunde einen signifikant niedrigeren Preis. In
der Projektsimulation wurde hier eine Tarifreduktion von 90% angenommen. Sofern keine
Netzengpasse auftreten, profitiert der Kunde vollumfanglich von dieser Preisreduktion. Allerdings
akzeptiert der Kunde damit fir seine bedingten Lasten eine geringflgig niedrigere
Versorgungssicherheit, némlich einfache Sicherheit gegenuber der sog. (n-1) Sicherheit.

Fur den Fall, dass die insgesamt nachgefragte Netzkapazitat die verfligbare Kapazitat tGbersteigt, findet
sich der Kunde in einer Wettbewerbssituation mit den anderen Nutzern. Der Poweralliance Ansatz
basiert auf dem Prinzip der wettbewerblichen Ermittlung der situationsbedingten Zahlungsbereitschaft.
Bei auftretender Knappheit kann sich implizit ein marktbasierter Knappheitspreis fur die Netznutzung
der Kapazitat fur bedingte Lasten ergeben, ohne dass aufwéndige Netznutzungsauktionen fir jede
Stunde des Tages durchgefuhrt werden missen.

+ Steuern und Umlagen/Abgaben:

Steuern und Umlagen bleiben beim Standard Tarif unverandert bestehen, wohingegen beim PAT Tarif
eine signifikante Reduktion um 50 % auf alle Kostenarten ausserhalb von Netz und Energie
vorgeschlagen wird. Die Reduktion kann damit begrindet werden, dass Strom, welcher unter dem
Poweralliance Tarif verbraucht wird, zweckgebunden zur Sektorkopplung bzw. zur Systemstiitzung
netz- und systemfreundlich verwendet wird. Dieser gegenlber der heutigen Situation zusétzliche Strom
besitzt daher ein hdéheres CO:2 Verdrangungspotential als Strom, welcher fir andere, unbedingte
Zwecke verwendet wird. Damit tragt er tendenziell auch nicht zur Erhéhung der Energieeffizienz bei.
Beim Strom flr bedingte Lasten handelt es sich also um zuséatzlichen Verbrauch, d.h. die bestehende
Basis des Steueraufkommens bleibt unberihrt. Da heute keine, bzw. sehr wenige preisgetriebene
bedingte Lasten existieren, kommt es durch diese Art der Subvention zu keinen signifikanten
Steuerausféllen, welche gegenfinanziert werden mussten.

- Zusétzlicher Prognoseaufwand:

Der Netzkunde (oder im Auftrag sein Energieversorger oder Service Provider) ist verpflichtet zusétzlich
taglich je einen Fahrplan fur unbedingten und bedingten Bezug an den Verteilnetzbetreiber zu senden.
Die Ubermittlung eines Summenfahrplans an den Ubertragungsnetzbetreiber bleibt davon unberhrt.
Falls sich im Verteilnetz ein Netzengpass einstellen sollte, ist der Kunde verpflichtet seinen bedingten
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Fahrplan entsprechend zu reduzieren. Die Versorgung der unbedingten Lasten bleibt dabei wie bisher
bestehen.

Die im Projekt entwickelte Prognose Lésung automatisiert die day-ahead Fahrplaneingabe fir Kunden
von Poweralliance und reduziert somit die Einstiegshirde fur potentielle Neukunden. Sie bewirkt
ausserdem eine genauere Einschatzung der day-ahead Netzauslastung fur Verteilnetzbetreiber. Es
konnte exemplarisch die aktuelle Reserve in einem n-1 sicheren Netzkapazitatsteil bestimmt werden.

Verteilnetzbetreiber
+ Netzkapazitatsverdoppelung

Der hauptséachliche Vorteil fir den VNB durch das Anbieten eines Poweralliance Tarifes besteht darin,
dass er die nutzbare Kapazitéat seines Mittelspannungsnetzes praktisch verdoppeln kann, ohne dafir
physikalischen Netzausbau betreiben zu muissen. Einen Vorteil gegenitiber dem heutigen
Umlegungssystem der Netzausbauinvestitionen hat der Netzbetreiber nur bei einer entsprechend
angepassten Regulierungsbasis, welche diese Mehrerlése anrechenbar macht.

+ Transparenzerhdhung:

Der Netzbetreiber gewinnt mehr Transparenz beziglich den Lastfliissen in seinem Netz ohne signifikant
mehr in das Monitoring investieren zu mussen.

+ Mehr Kundenkontakt:

Der VNB starkt seinen Kundenkontakt dadurch, dass er dem Kunden nunmehr attraktive Angebote mit
Wabhlfreiheit unterbreiten kann.

- Erhéhte Uberwachungspflichten:

Der Verteilnetzbetreiber ist im Poweralliance Modell neu verpflichtet, die Auslastung seiner kritischen
Engpasse zu Uberwachen. Ublicherweise befindet sich diese an den Abgangen der
Hochspannungstransformation zur Netzebene 4, da hier bei reinen Verbrauchsnetzen die héchste
Summenlast entsteht. Ausserdem muss der Netzbetreiber regelmassig Kapazitatsbuchungen (z.B.
jahrlich oder monatlich) entgegennehmen und verwalten.

- Fahrplaneinkirzungen bei Netzkunden einfordern

Fir den Fall, dass der Summenfahrplan fir die bedingten Lasten die verfugbare Kapazitdt am
Netzengpass Uberschreitet, muss der Netzbetreiber seine Kunden auffordern ihre Fahrplane
entsprechend der Hohe der vorab unter dem Poweralliance Regime bestellten Leistung pro rate zu
reduzieren. Dieser Prozess lauft vollstandig automatisiert ab.

-im aktuellen Regulierungsrahmen kein finanzieller Vorteil fur VNB

Ein Nutzen fir die Verteilnetzbetreiber liegt in der Einsparung von Investitionskosten bzw. in deren
zeitlichen Verschiebung, da durch das entwickelte Konzept fir den Anschluss von unbedingten Lasten
ein zukunftiger Verteilnetzausbau vermieden bzw. verzégert werden kann. Einen wirtschaftlichen Vorteil
generiert der Netzbetreiber daraus auf der heutigen Regulierungsbasis nicht, da die Erlése aus den
Netzentgelten durch die Kostenprifung der Regulierungsbehdrden gedeckelt werden. Durch die
Reduzierung von Investitionen und die Verschiebung in den operativen Betrieb, bzw. Steigerung der
Aufwandskosten ergeben sich unter den derzeitigen Randbedingungen fiir die Netzbetreiber eher
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finanzielle Nachteile. Ursache ist die Eigenkapitalverzinsung von Investitionen. Wenn der
Investitionsanteil sinkt, sinkt auch die Basis fiir die Eigenkapitalverzinsung. Durch die Erhéhung der
Aufwandskosten, die im Rahmen der Anreizregulierung als beeinflussbare Kosten gelten, steigt die
Basis, auf die der Effizienzwert angewendet wird. Wenn der Effizienzwert <100% ist, steigt der
Reduktionsbetrag, um den die beeinflussbaren Kosten reduziert werden. Dies wirkt sich direkt negativ
im Ergebnis des Netzbetreibers aus. Fur Unternehmen, die am Vereinfachten Verfahren teilnehmen
liegt der Effizienzwert immer <100%, da sich dieser aus einem gewichteten Durchschnittswert der
Unternehmen im Regularen Verfahren ermittelt. Schlussfolgernd lasst sich sagen, dass Netzbetreiber
im Rahmen des derzeitigen Regulierungsregimes keinen wirtschaftlichen Anreiz haben ein System
einzufiihren, welches eine Verschiebung von Investitionskosten zu Aufwandskosten verursacht.
Deshalb muss der Rechtsrahmen angepasst werden um Anreize fir die Umsetzung des beschriebenen
Systems zu schaffen.

Volkswirtschaft

Das Netz wird in der Zukunft mit weiteren Lasten und Einspeisungen belastet werden. Die Anreize zur
Errichtung von z.B. weiteren PV-Anlagen auch in Verbindung mit Speichern sind da. Vor allem die
demnéchst in Deutschland auslaufende EEG-Fo6rderung von PV-Anlagen wird dazu fuhren, dass
Kunden vermehrt Energiespeicher einbauen. Die Tendenz zur ,All Electric World“ wird ebenfalls zu einer
weiteren Netzauslastung fuhren. Ausserdem ist es notwendig das zeitliche Auseinanderlaufen von
Erzeugung und Verbrauch durch Speicher jedweder Art zu kompensieren.

+Volkswirtschaftlich optimale Ausnutzung des physischen Netzes

Hier gilt es nun zu entscheiden, ob es sinnvoll ist die bestehenden Netze besser auszulasten und damit
einen volkswirtschaftlichen Vorteil zu erzeugen, oder weiter in die Netze zu investieren und damit weiter
steigende Netzentgelte zu erhalten. Der Anstieg der Netzentgelte tragt zu einer weiteren Steigung der,
im Europdischen Vergleich bereits hohen Stromkosten fir den Endkunden bei. Diese Entwicklung gilt
es zu stoppen und in intelligente Netze zu investieren. Mit dem Ansatz des ERA-Net-Projektes
Poweralliance, welcher die bereits vorhandenen Netzkapazitdten optimal ausnutzt, wurde eine
zukunftsorientierte und den steigenden Gesamtstromkosten entgegenwirkende Losung gefunden.

-Offene Aufgaben
e Auf Seiten der Netzbetreiber muss die Bereitschaft durch entsprechende Anreize erzeugt

werden, sich von der althergebrachten Vorgehensweise abzuwenden und in intelligente Netze
Zu investieren.

e Beim Einsatz solcher Systeme werden auf jeden Fall die Betriebskosten der Systeme
ansteigen, was durch weiterreichende Systemautomatisierung einzugrenzen ist.
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+Neue Geschaftsmodelle und Kooperationen

Der Einsatz von Informationstechnologien in Smart Grid-Anwendungen bringt auch grosse Chancen fir
neue Geschaftsmodelle fir den VNB und weitere Stakeholder, sofern die regulatorischen
Rahmenbedingungen angepasst werden. Fiir den Endkunden wird relevant sein, dass die Angebote
(z.B. Technologie, glinstiger Poweralliance Tarif und Vermarktungsoptionen der Flexibilitat) aufeinander
abgestimmt sind und Geschéaftsmodelle kombiniert werden kénnen. Kollaborationen (z.B. zwischen
EVU und Technologieanbieter) werden somit in Zukunft noch wichtiger. Mit Hilfe eines
systemdynamischen Modells konnten die wichtigsten Faktoren identifizieren, die den Diffusionsprozess
von neuen flexiblen Technologien beeinflussen. Den Ergebnissen zufolge sind nicht nur wirtschaftliche
Faktoren wie die Investitionskosten und der Strom- und Gaspreis wichtig, sondern auch weiche
Faktoren wie der Bekanntheitsgrad und daraus resultierend der direkte Kontakt zu den Kunden.

Fazit

Die Einmaligkeit des Poweralliance Ansatz besteht letztlich darin, dass die brachliegende redundante
Netzkapazitat einer operativen und damit finanziellen Verwertung zugeftihrt werden kann. Dies schafft
den notwendigen finanziellen Spielraum zur Férderung der Sektorkopplung, die ansonsten nicht von
selbst ablaufen wirde. Attraktive Rahmenbedingungen kénnen so geschaffen werden, ohne das
bestehende Steuer- und Abgabenaufkommen negativ zu beeinflussen und ohne Uberméssig viel
knappes Kapital in den absehbar notwendigen Netzausbau stecken zu mussen.

7. Ausblick

Das Projekt fuhrte zu der Erkenntnis, dass auf Seiten der Politik und Gesetzgebung Massnahmen
ergriffen werden missen, um Endverbrauer 6konomisch zu beanreizen, in die Dekarbonisierung durch
erneuerbaren Strom zu investieren. Dies betrifft vor allem die Netzbetreiber, die auch fur sich einen
Vorteil erwirtschaften kdnnen missen. Welche Tarif- und Abgabenreduktion unter welchen Annahmen
fur die kunftige Entwicklung der Energie-, Emissions- und Technologiepreise notwendig sind, ist
Gegenstand weiterer Untersuchungen. Zudem ware vermutlich die Bildung einer breiten Koalition aus
Teilnehmern seitens Politik, Energieversorgung und Technologie wiinschenswert und notwendig, um
die erforderlichen Anderungen vorantreiben zu konnen.
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10. Anhang

Deliverable D3.1 ERA-Net:

Deliverable D3.2 ERA-Net:

Deliverable D3.3 ERA-Net:

Deliverable D3.4 ERA-Net:

PA EXCEL-Tool:

Deliverable D4.2 ERA-Net:

PA Roadmap:
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Details zum Poweralliance Ampel Modell: «Specification of the
Traffic Light and its contributing grid parameter»

Details zu Fahrplan Algorithmus: «Documentation of Regional Load
Shaping Algorithm»

Evaluationsdetails zu regionalem Lastoptimierungs Algorithmus:
«Evaluation of the Regional Load Shaping Algorithmus»

Details zur day-ahead Lastvorhersage: «Day-ahead prediction of
energy consumption»

EXCEL-Tool zu Technologie-Anwendungsfallen

Details zur Basis des Cockpits: «Adoption of Load Management in
TREES»

Details zu den Vorgehensempfehlungen fiir Stakeholder:
«Roadmap»



