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Vorwort

Das 10. Kasseler Symposium Energie-Systemtechnik hat das Thema ,Die Zukunft der
elektrischen Verteilnetze". Zur Einbindung dezentraler Stromerzeuger wurden in den
vergangenen Jahren auf nationaler und internationaler Ebene einige wichtige For-
schungs- und Entwicklungsprojekte durchgefiihrt, deren Ergebnisse nun vorliegen.

Der erste Tag des Symposiums konzentriert sich auf das europaische Projekt
DISPOWER?, in dem 38 Partner aus 11 Landern, unter der Koordination von ISET und
dem Fraunhofer ISE, zusammenarbeiten. Weiterhin wird das neue ,Network of Excel-
lence - DER-Lab“z, ein Netzwerk fihrender Testlabore flr die verteilte Energieerzeu-
gung, vorgestellt. Am Abend des ersten Tages wird eine neue Betriebsfiihrungstechnik
fur Verteilnetze aus dem Projekt ,Vernetzung Modularer Systeme“3 im Labor prasentiert.

Am zweiten Tag werden weitere Ergebnisse deutscher Projekte vorgestellt: EDISON?,
SIDENA® und DINAR?, die sich alle mit der Integration von dezentralen Stromerzeugern
auf der Niederspannungsebene beschéftigen. Auch das Netzwerk ,Energie und Kom-
munikation“® wird neue Ansatze zur Diskussion stellen. Ein weiterer Vortrag wird das
neue Energiewirtschaftsgesetz analysieren und bewerten. Berichte zu Erfahrungen
innovativer Ansatze aus der Praxis runden das Bild auf die Zukunft der elektrischen
Verteilnetze ab.

Die Vortrage werden simultan in deutsche bzw. englische Sprache Ubersetzt und sind
nach folgenden Themen gruppiert:

* Windenergie und Markt

» Spannungsqualitat und Sicherheit

» Pilotanlagen und Feldtests

« Erfahrungen und FuE Projekte

» Rahmenbedingungen und Standardisierung

Ich wiinsche unsererm Jubilaums-Symposium einen erfolgreichen Verlauf und fruchtba-
re Diskussionen.

2 P

Philipp Strau3
Wissenschaftlicher Tagungsleiter 10. Kasseler Symposium
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Foreword

The 10" "Kasseler Symposium Energy-Systems Technology” deals with the future of the
distribution grids. For the integration of power generation in the distribution grid some impor-
tant research and development projects were carried out on national and international level.
Project partners involved will present selected results.

The first day will focus on the results of the European project DISPOWER® in which 38 part-
ners from 11 countries joint forces under the coordination of ISET and Fraunhofer ISE. Fur-
thermore, the new Network of Excellence (NoE) DER-Lab®—a leading test-laboratory network
for distributed energy resources — will be introduced. The new operation strategies that were
developed in the German project “Interconnection of Modular Systems“3 will be presented at
the DeMoTec-Laboratory in the evening of the first day.

The second day will cover further results of leading German Projects: EDISON?, SIDENA® and
DINAR?®, which all deal with the decentralised integration at the low voltage grid. Furthermore
the German network “Energy and Communication*® will offer new approaches for discussion.
Another presentation will analyse and assess the new German Energy Law. Lessons learned
from new approaches in the field will complete the vision on the future of the distribution grids.

The presentations will be simultaneously translated to German and English respectively and
are grouped as follows:

¢ Wind Power and Market

* Power Quality and Safety

¢ Pilot Systems and Field Tests

* Experience and RTD Projects

¢ Regulations and Standardisation

For the course of 10" anniversary of our Kasseler Symposium | wish good success and fruit-
full discussions.

2 D

Philipp Strauss
Scientific Chairman 10™ Kasseler Symposium

* supported by the European Commission ENK5-CT-2001-00522, * Supported by the European Commission No 518299, * Supported by the “Bundesministeri-
um firr Umwelt und Reaktorsicherheit” (BMU), “Vernetzung Modularer Systeme* FKZ: 0329900B, SIDENA FKZ: 0329900C, DINAR FKZ: 0329900D, “Supported
by the "Bundesministerium fiir Wirtschaft und Arbeit* (BMWA), * Supported by the "Bundesministerium fiir Bildung und Forschung” (BMBF), FKZ: 01SF0305"
Kofinanziert von der Europaischen Kommission ENK5-CT-2001-00522,  Kofinanziert von der Europaischen Kommission,  gefordert vom Bundesministerium
fir Umwelt und Reaktorsicherheit (BMU), ,Vernetzung Modularer Systeme* FKZ: 03299008, SIDENA FKZ: 0329900C, DINAR FKZ: 0329900D, * gefordert vom
Bundesministerium fir Wirtschaft und Arbeit (BMWA), ® gefordert vom Bundesministerium fiir Bildung und Forschung (BMBF), FKZ: 01SF0305
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Integration of Wind Power into Power System Operation
- Prediction Tools and Operator Training

C. Ensslin, Y.-M. Saint-Drenan

Institut fir Solare Energieversorgungstechnik e. V.
Kdnigstor 59, D-34119 Kassel / Germany

Tel.: +49 (0) 561 7294-371, Fax: +49 (0) 561 7294-260
E-mail: censslin@iset.uni-kassel.de
www.iset.uni-kassel.de

N. Ovsianniko-Koulikowsky

AREVA T&D

9, rue Ampere

F-91345 Massy Cedex / France

Tel.: +33 16013-2071, Fax: +33 13013-2346
E-mail: nicolas.ovsianniko@areva-td.com

Dr. U. Spanel, C. Roggatz (DUTRAIN)

DUtrain GmbH

Dr.-Alfred-Herrhausen-Allee 16

D-47228 Duisburg / Germany

Tel: +49 (0) 2065 689 992, Fax: +49 (0) 2065 689 998
E-mail: carsten.roggatz@dutrain.de

José Oyarzabal

Fundacion LABEIN

Parque Tecnoldgico de Bizkaia ¢/ Geldo - Ed. 700
E-48160 Derio / Spain

Tel: +34 94 6073300 Fax: +34 94 6073349
E-mail: joseoyar@labein.es

1 Introduction

With an installed capacity of about 36 GW of wind power as of mid-2005 and a signifi-
cant growth expected for the next years, Europe is well on the way towards the target of
60 GW wind power by 2010. However, from the viewpoint of power system operators
significant progress in research and development is needed especially to deal with the
intermittency of wind power generation for a reliable and cost-effective integration into
electrical power systems and markets.

8 ISET 2005
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Among other achievements, the DISPOWER project has considerably contributed to the
development of tools and knowledge on the secure integration of wind power into elec-
trical system operation. Particular attention has been paid to

e  Wind power prediction: implementation, improvement and demonstration;

o New software tools: development, adaptation and application for improved market
integration;

e Training: development of courses and simulation environment to prepare and give
practical experience to the operators of power system control centres on operation
of power systems with a high share of wind power.

2 Advances In Wind Power Prediction

According to the UK market characteristics (the so-called “BETTA” market), power gen-
eration schedules has to be submitted to the TSO one hour before the time of delivery.
To allow an improved integration, an advanced prediction tool has been designed to
provide predictions 1 hour ahead, but also one-day ahead, 4-hour, 3-hour ahead and 2-
hour ahead. The wind power output of six wind farms located in different places in the
UK has been used for this study (Fig. 1). The measured power of these installations has
been provided over the year 2001 by National Wind Power, the wind farm owner.
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Figure 1: Location of 6 wind farms observed in UK (ISET)
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Using meteorological and SCADA data as inputs (only meteorological data for the day-
ahead prediction), the prediction tool applies artificial neural networks (ANN) to deter-
mine the wind power output in the near future. To develop the different prediction mod-
els, several ANN have been trained to learn the relationship between variations of the
weather forecast and the wind power output using historical wind and power data. Then,
by comparing prediction and observed wind power data, the optimal configuration of
ANN modules was selected.

The advantage of ANN-based prediction over other approaches is that the determination
of the real relationship between meteorological data and measured output can be
achieved to a level that can hardly be reached by physical models due to the number
and complexity of phenomenon to be considered. Moreover, the addition of further pa-
rameter does not require expensive modification of the model.

The figure 2 depicts the results of the test phase for the different output of the advanced
prediction model applied to the 6 wind farms over the year 2001. The accuracy is com-
pared to persistence, which is the easiest way of forecasting. The Normalized Root
Mean Square Error (NRMSE) is the average of the normalized error and describes the
deviation between the measured and predicted time series. The Mean Average Per-
centage Error is the ratio between the cumulated absolute error and the produced en-

ergy.

The advanced power prediction model provides a significant improvement over persis-
tence prediction and allows reaching NRMSE value of about 10 to 4 %, whereas persis-
tence prediction accuracy is about 14 %.

NRMSE and MAPE

Normalized Root Mean Square Error (NRMSE) [l
35 1 S
Mean Average Percentage Error (MAPE) | |

30
251

20

15
5 | ‘ ‘
0 T T T T
1-h
ANN

24-h 4-h 3-h 3-h 2-h
ANN ANN ANN persistence ANN

Time before the gate closure

Figure 2: Prediction model test results for the 6 wind farms, 2001 (ISET)
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3 Scada And EMS Interface Prototype Implementation

Several standard products from industry have been enhanced and can now be delivered
to utilities ranging from large transmission operators to smaller distribution companies to
monitor and forecast power production of wind farms in order to manage them economi-
cally and reliably from a grid perspective.

SCADA, which is the central system used for monitoring and controlling the network,
shall be open and distributed enough to enable easy integration of analysis and planning
tools. In DISPOWER project generic real-time interfaces between SCADA systems and
wind forecasting packages have been designed, based on the open and platform-
independent XML standard. These interfaces are used to provide SCADA real-time data
to the prediction packages and to make forecast and generation schedules available for
display and implementation through the SCADA user interface.

This design has been tested and validated through the integration of MORE CARE EMS
platform and AREVA'’s e-terracontrol SCADA in a validation prototype installed in the
Cretan power system, which is the largest isolated system in Greece, where wind power
amounts about 80 MW producing approximately 10% of the energy annually consumed.
The data set included static data for the production units, transmission lines, trans-
formers, buses and loads. SCADA modelling and single line diagram of the system were
created in order to be used in the web-based human-machine interface of the SCADA.

The results of the latest analysis run are available for operator from the SCADA user
interface simply by embedding HTML links to these pages within SCADA. The figure
below shows the integration of forecasting results in the SCADA user interface.

Weather R Wind Power
Forecast WGF Forecast
= (MW)
(v xml files
= Plants
LF UC/ED —f ints
(MwW) o
— Monitoring
Measurements N
- Wind SCADA A\
“lodds e-terracontrol A A
- Generation
xml files setpoints measurements
f A
K 7%
e

Figure 3: General architecture of the SCADA and EMS interface prototype implementation
(AREVA)
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4 Advanced Power Plant Scheduling

Up to now, the classical processing of generation scheduling for conventional power
plants is not dealing sufficiently with the variability of wind power generation. In order to
take into account the fact that wind power forecast inaccuracy is relatively high on multi-
ple days horizon typically processed by unit scheduling and commitment tools, the gen-
erating schedules have to take updated wind generation forecast into account in a near
real-time fashion.

The XML interfaces defined to interface SCADA and advanced power system analysis
packages have been re-used to interface ISET wind production forecasting tool with e-
terra commit standard resource and scheduling product from AREVA. With the capability
for on-line periodic re-scheduling of wind power resources, it allows optimising the level
of spinning reserve and improving the price forecast.

In addition, LABEIN has developed an advanced power plant scheduling module to
optimise the overall costs (generation, losses and emissions) considering:

e  Wind power prediction;

System demand,;

Characteristics of controllable generators, power-cost curves and emission costs;

Unit location in the electrical network and system losses.
14 T T 1.600
T 1.400
1.200

~ 1.000

= =
s £
2 800 T
E 8
7 ]
| 600 -2
g &
400
— Cost
24 L o200
—  Emission
0 T T T T T T T I T ™ apazans! 1]

1 8 16 24 32 40 48 56 64 72 80 88 94
Time Period

Figure 4: Output of the advanced scheduling module representing total costs and emissions per
time period (LABEIN)

For each time period the module produces an objective power output schedule for every
controllable generation unit. The advanced power plant scheduling service is integrated
with the DG databases and ETSO based data structures for reading and writing the
data. The service monitors the availability of a new wind energy power prediction. Fur-
thermore, it calculates and updates a new generation schedule.

12 ISET 2005
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5 Integration of Wind Energy through Balancing Markets

As the penetration rate of wind-produced electricity is growing higher and higher, the
need for decision tools becomes more and more appreciable. The Transmission System
Operator has to bear considerable costs due to the inherent uncertainty of wind genera-
tion. The main purpose of Wind Strategist is to help the TSO in its balancing tasks and
to provide solutions to reduce costs through a Balancing Market.
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Figure 5: The graphical user interface of the Wind Strategist (AREVA)
The functionalities offered by Wind Strategist can be divided into two types:

e To acquire optimal amounts of control power (least cost strategy submitted to secu-
rity requirements) on the Balancing Market to balance wind generation uncertain-
ties;

e To control these amounts and alarming the TSO when running out of control power,
the alarm would be generated soon enough in order to allow the TSO to take ade-
quate emergency measures.

Optimal amounts of control power are determined using an optimal bias technique cal-
culated according to the price structures known in day ahead. Furthermore, Wind
Strategist is able to predict risks of reserve shortage due to wrong wind generation fore-
cast and evaluates this risk for proper alarming of the operator as soon as an updated
wind production forecast is received.

ISET 2005 13
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6 Monitoring Of Wind Power Prediction Value

In order to demonstrate both the economical value of wind power prediction and the
easy market integration allowed by efficient wind power prediction tools in liberalised
energy markets, an economical simulation of wind power owner incomes have been
carried out in DISPOWER. This simulation has then been integrated to the information
platform developed to create a real time monitoring service providing the income get
from wind power output and the wind power prediction added value in different cases
over the last week and the whole monitored period. The regulatory framework used for
this study has been deliberately chosen to be fictive and is based on the following as-
sumptions:

e The power schedules must be submitted one day ahead at 12:00 and the submitted
power is sold on a day-ahead market.

e Itis possible to change the power schedule provided one day ahead until one hour
before the gate closure and the energy needed for the correction has to be bought
or sold on the hour-ahead market

e The deviation between the last submitted power schedule and the real power pro-
duced is settled by the imbalance mechanism at the charge of the wind power
owner.

The case studies considered are the following:
1. No wind power prediction is being implemented;
2. Only a day-ahead wind power prediction is used,;

3. A day-ahead and a short-term (4-hour, 3-hour, 2-hour and 1-hour) power predic-
tions are both used,;

The simulation has been made using the power measurement of the six N-power wind
farms located in the UK over the year 2001. The market prices have been taken from
the day-head, hour-ahead and imbalance markets from Northern Italy (Gestore Mercato
Elettrico, GMT) over the year 2004.

This simulation has allowed to show that the use of a day-ahead wind power prediction
allows to realize an additional benefit of 16 EUR/MWh which represents an increase of
70 % of the wind farm incomes. The complementary use of a short term power predic-
tion tools brings about an additional earning of 75 to 87 EUR/MWh, which represents an
increase of 75 to 87 % of the wind owner benefits. (Fig. 6)

14 ISET 2005



10" KASSELER SYMPOSIUM ENERGY SYSTEMS TECHNOLOGY 2005

3000 T T T T T T
= — day-ahead market
B ; . -
b — day-ahead & imbalance mechanism
& 2000
£
a
3 1500
=
& 1000
o
=
B 500
=]
=)
0 1 1 1 1 1 1
0 b 10 15 20 25 30 35 40 45 50
0 T T T T T
= ool ‘\
]
£ -1000 - .
o
=3
8 .1500
=
3.5
&= -2000
: B
-2500 - ; ; .
3 — imbalance mechanism
-3000 . . i . i .
0 5 10 15 20 25 30 ] 40 45 50
. 3000 ; . ; . : : :
= — day-ahead, hour-ahead markets & imbalance mechanism
8 2500 d
= — day-ahead market
$ 2000 day-ahead & hour-ahead markets
=)
@ L
3 1500
B 1000
m
3
E 500
5]
0
0 5 10 15 20 25 30 35 40 45 50
= 0
§ -500
ES
=
5 1000 ; E
a -
= .
I
5 -1500 D A
£ — hour-ahead market _
3 hour-ahead market & imbalance mechanism
ZUGU ! | | | 1 L i | |
0 5 10 15 20 25 30 35 40 45 50

week of the year 2001

Figure 6: Comparison of cost and benefits of wind power prediction. Upper 2 graphs:

no prediction applied; t: day-ahead prediction applied; year 2001 (ISET)

ISET 2005

15



ZEHNTES KASSELER SYMPOSIUM ENERGIE-SYSTEMTECHNIK 2005

7 Operator Training Facility

Dispersed generation (DG), from the viewpoint of electric power system operation, is
connected with occurrences such as

e Unpredictable power infeed (especially in the case of wind power),

e Unusual power flows,

e Problematic voltage profiles,

e Unfamiliar or even incorrect protection behaviour in the case of failures.

Training of the operator personnel in the control centres to master these phenomena is
an appropriate measure. A high fidelity power system operator training simulator can
procure a realistic platform to perform such training in systematic manner, provided that
it truly models the complete power system under regard, including protection and control
systems as well as the interfaces with external entities such as power plants (conven-
tional and/or dispersed ones) and neighbouring systems.

In the frame of DISPOWER WP 4.4 and WP 7.12, the technical basis and a substantial
concept for operator training under DG conditions has been developed by

e complementing an existing operator training simulator by various models of DG
sources as well as the appertaining control structures and

e a procurement of appropriate training programs for both small systems with DG as
well as large interconnected systems with o high share of wind generation.

To cope with the new operational challenges caused by distributed wind power genera-
tion and new grid devices additional models as well as appertaining control structures
were implemented, so that the operator training simulator (OTS) is able to simulate the
power system’s performance realistically from operator’s point of view.

All DG models are developed using the Matlab/ Simulink environment, thus offering a
very detailed time resolution and versatile use. For the operator training simulator im-
plementation pursued here, the models are tailor-made according to the specific time
scale of SCADA data rates, and then converted into C code to provide real-time capabil-
ity. Clear interfaces for data exchange with the training simulator have been designed.
All model components were integrated into the existing OTS environment and appropri-
ate user-interfaces has been extended or created, see Fig 7.

16 ISET 2005
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Figure 7: OTS user interfaces: wind power generation overview and grid control (DUTRAIN)

To face the new operational challenges, specific theoretical knowledge as well as practi-
cal experience of controlling the whole process, coordination and communication of the
involved instances is required. Specifically designed training programs contain:

e Background of DG modules, their physical performance and control possibilities;
e Influence of DG on today’s power system control procedures;
e Mutual influence of DG and overall system’s operational performance;

e  Operation and communication in normal and emergency situations.
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In each training course the required theoretical background knowledge is built by lec-
tures, which are developed according to a systematic investigation of practical experi-
ences. The practical experience is gathered in the training simulator sessions. For the
training sessions the simulator is updated with a replica of the selected power system
under regard. Scenarios derived from day-to-day operation are prepared as dedicated
examples to demonstrate the system control requirements. An example of the modular
design of a training course for operators of grids highly penetrated with distributed wind
power generation is shown in table 1.

Table 1: Design and content of training course for operators of grids highly penetrated with dis-
tributed wind power generation (DUtrain)

Theoretical background knowledge Practical experience Training session topics

Technical performance of distributed Handling of unpredictable power sources Reserve management
generation units

Protection systems of generation units Real time power / frequency balancing Generation management
Aggregation of single units to large scale Real time voltage balancing Contral strategies

parks

Principal control options (active/reactive Rapidly changing unusual power flows Communication

power, voltage, frequency)

Disturbance clearing Coordination of control centres

Emergency handling

These training courses give operators practical experience and insight in controlling
power systems with dispersed generation. At the same time the cooperation of and the
communication between all involved instances is trained. Furthermore, the simulator set-
up could be used for analysis and feasibility studies of control strategies in the power
system environment.

8 Conclusions

Substantial progress has been made in the DISPOWER project with respect to wind
power integration. The results obtained should help the TSOs to deal with the growing
penetration of wind energy by:

1. Raising their knowledge and avoiding opposition regarding wind energy through:
¢ the demonstration of wind power prediction performance and its economical value,

e asimplified access to wind power data observed,
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e new operator training simulator (OTS), being able to simulate the power system’s
performance realistically from operator’s point of view.

2. Facilitating and reducing the cost of the management of system with a large penetra-
tion of wind energy through:

e the development of system balancing decision tools, helping TSOs to reduce reserve
cost in a system characterized by a high penetration of wind energy,

e the integration of the monitoring data to the Energy Management System,

o the development of power plant scheduling algorithm especially designed for system
with a high share of RES and DG.

Figure 8: Training course performance in the DUtrain training centre in Duisburg, Germany
(DUtrain)
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Abstract

The penetration of distributed generation (DG) and electricity from renewable sources
(RES) is increasing in most European electricity markets. This new situation can create
several problems for distribution networks in terms of operational safety, system protec-
tion and stability as well as power quality. Furthermore, growing electricity supply from
DG has consequences for both the revenues as well as the expenditure of distribution
system operators (DSOs). Whereas the distribution network should be able to accom-
modate higher peak loads and flows, which may require network reinforcements in some
parts of the network, the net outflow may reduce since consumers may use part of the
local DG production directly. This latter situation could lead to stranded network assets.
However, despite posing these challenges distributed generation can also bring several
advantages to the electricity network. When properly integrated into system operation
and planning, DG could provide a range of TSO services such as the balancing of sup-
ply and demand, frequency regulation, various forms of reserve, congestion manage-
ment, and voltage control. At the distribution level, in addition to voltage and flow control,
new services could emerge including provision of security of supply and enhancement of
overall service quality. By developing new business activities, thereby diversifying the
business model, and by transforming operational philosophies from passive into active
network management, DSOs can overcome the threats that arise from the increasing
penetration of DG. In order for DSOs to embrace such opportunities, regulation also
needs to evolve such that it provides DSOs with a wider range of options and incentives
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in choosing the most efficient ways to run their businesses in the brave new world char-
acterised by increasing penetrations of DG.

1 Introduction

The penetration of distributed generation (DG) and electricity from renewable sources
(RES) is increasing in most European electricity markets. A transition towards a more
sustainable electricity supply may be expected in the coming years. Generally, three
policy goals can be distinguished that drive the growth of DG: the reduction of green-
house gas emissions (e.g. the Kyoto Protocol), the use of renewable energy resources
(e.g. the European RES Directive), and the energy efficiency improvement (e.g. the
European CHP Directive).

DG facilities are connected to distribution networks at low and medium voltage levels;
often at sites that were not originally intended to connect power generation facilities.
This new situation can create several problems for the distribution networks in terms of
stability and power quality; particularly when large amounts of DG are connected or DG
is connected to weak grids. Furthermore, the integration of DG with intermittent primary
sources, such as wind energy, may pose additional challenges to system balancing.
However, distributed generation can also bring several advantages to the electricity
network, including enhanced system reliability, avoided transmission and distribution line
losses and costs, congestion relief in the transmission system, and avoided infrastruc-
ture investments. The development of small-scale DG facilities near a load can post-
pone or avoid investments in additional distribution and transmission capacity. More-
over, certain types of DG also have the ability to offer certain network ancillary services
to the system operator, such as reactive power support, voltage control and frequency
control.

Besides technological changes, electricity markets are undergoing an institutional transi-
tion. To enhance economic efficiency and improve services to the consumer European
electricity markets are being liberalised, leading to the introduction of competition and
opening of the markets for new entrants. Market liberalisation has a lot of potential ad-
vantages, but when free competition cannot protect the interests of consumers, introduc-
tion of economic regulation is required, especially to monitor and control the activities of
dominant or monopoly companies so as to prevent abuse of market power. Transport of
electricity via the transmission and distribution networks is often regarded as a natural
monopoly because the entry barrier for a competing network is extremely high. Besides
the protection of the consumer, regulation of the network infrastructure should guarantee
access to the grid (network access), especially for new entrants. This objective can be
realised if the owners of the transmission and distribution grids (which in practice are
mostly part of incumbent, vertically integrated companies) have no other interests within
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the electricity industry, such as production and supply of electricity. If the grid owners do
have other interests, for example in production or supply activities, they could abuse
their market power to favour these interests and to raise entry barriers on the grid. Elec-
tricity trading interests and the operation of the electricity grid should therefore be un-
bundled and ring fenced to create a level playing field, to guarantee free access to the
grid, and to avoid distortion of competition, discrimination and cross subsidisation.

In terms of the European Electricity Directive (2003) the company operating the electric-
ity distribution grid is called the distribution system operator (DSO). The DSO is unbun-
dled from production and supply activities (i.e. the Directive requires legal unbundling for
DSO with 100,000 connections and above). The DSO connects consumers and genera-
tors to the network, transports energy from the transmission network and from genera-
tors to consumers and provides system services in order to guarantee power quality and
reliability of the network. In many markets the transmission system operator (TSO) is
responsible for part of the (or all) system services (i.e. balancing and ancillary services).
However, this could change with increasing penetration of DG.

This paper addresses the question of how DSOs can adapt to the growth and also en-
hance the competitive strength of DG in a regulated and competitive electricity market.
The paper summarises the analysis performed in the DISPOWER project.1 Section 2
discusses the structure of liberalised electricity markets, including markets for system
balancing and ancillary services. Section 3 gives a short overview of the impact DG has
on the planning and operation of distribution networks and explains the role technologi-
cal innovations can play in solving several potential problems. Subsequently this section
discusses the consequences DG may have for the DSQO'’s business. The section also
discusses several regulatory issues that may hinder DG deployment and suggests some
improvements. The conditions for economic transactions between the DSO and other
actors in the electricity market (consumers, generators, transmission system operator)
are often regulated. However, for purchasing ancillary services a DSO can enter into
commercial contracts with distributed generators. Section 4 investigates the possibilities
of supplying ancillary services by distributed generation and commercial arrangements
between the DSO and the DG-operators. Increasing DG connections and corresponding
DG output may undermine DSO business models although DSOs can however develop
new models that make optimal use of the features DG can offer to the system. Section 5
discusses these new strategies and business opportunities.

! The aim of the DISPOWER project is the preparation of a new distributed generation structure
in the power supply of European interconnected and island grids. This paper focuses on economic
regulation and commercial arrangements of DSOs. Other types of regulation such as market rules
and technical regulations are discussed in other DISPOWER project documents. For more informa-
tion on project objectives and results see http://www.dispower.org
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2 Impact of distributed generation on market structure

2.1 The electricity market structure

For analysing the impact of DG on the current business model of DSOs the different
interactions between the relevant actors that participate in the electricity market have to
be studied. Figure 1 presents a theoretical model of the electricity system and gives an
overview of the economic transactions. In this paper, the financial flows that result from
the electricity trade are referred to as the ‘commodity transaction’, to distinguish it from
transactions related to the physical electricity flows. The figure shows a theoretical view
of the most important actors when they are completely unbundled. Not only is the grid
unbundled from production and supply, but production and supply are mutually sepa-
rated as well. In the figure, the physical power flows have been separated from the
commodity trade. Following De Vries (2004), the term electricity system is used to indi-
cate the combination of the systems that produce, transport and deliver power and pro-
vide related services. It includes the actors that trade the commodity or provide trade-
related services such as electricity exchanges and brokerage services. In the figure, the
electricity system is divided into a physical subsystem, centred around the production,
transmission, and distribution of electricity, and a commodity subsystem, in which the
commodity is traded. Both subsystems are constrained by regulations, such as safety
limits, construction permits, operating licenses and emission permits for the physical
subsystem, and competition law and market rules for the commodity subsystem.

The physical subsystem comprises the generators (large power producers and DG op-
erators), the transmission network (TSO), the distribution networks (DSOs) and the
loads (consumers). The large power producers generate electricity that is fed into the
transmission grid (1). In compensation of a connection charge (and sometimes also a
use of system charge) paid by the power producer, the TSO transports the produced
electricity to the DSOs (2), who distribute it to the final consumer. Relation 5 represents
the payment of the connection and use of system charges by the consumer to the DSO
for the delivery of the electricity and system services. Electricity generated by DG opera-
tors is directly fed into the distribution network based on a (regulated) agreement be-
tween the DSO and the DG operators (3). The DG operator pays a connection charge
and sometimes also a use of system charge to the DSO for electricity transport and for
system services. Most of this electricity is then distributed to the consumer by the DSOs
(5), but because of the growing amount of DG capacity, a local situation can occur in
which supply exceeds demand. In that case the surplus of electricity is fed upwards into
the transmission grid (4), after which the TSO transports it to other distribution networks
(2). A last relevant physical flow concerns the auto-production of DG electricity (6). This
is the direct consumption of electricity produced on-site by a consumer, skipping the
commodity purchase and sale process through the energy supplier.
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Figure 1: Overview of transactions within the electricity market, including the balancing market
(Van Werven and Scheepers, 2005)

In contrast with the physical power streams, the economic transactions related to the
commodity flow are merely administrative and depicted in the upper part of Figure 1. Its
goal is an efficient allocation of costs, within the constraints imposed by the physical
system (De Vries, 2004). The commodity subsystem controls the physical subsystem,
but is constrained by it at as well. Large power producers (7) and some very large DG
operators (8) offer the commodity on the wholesale market, where the commodity is
traded between different actors. Very large electricity consumers can buy the commodity
directly on the wholesale market (13). Next to those consumers, energy suppliers buy
commodity in the wholesale market (9) on the basis of wholesale contracts to serve
smaller consumers. The trade on the wholesale market provides a payment for the pro-
duced electricity. Besides the wholesale market, the energy supplier extracts the com-
modity directly via (small) DG operators (10). The energy supplier subsequently delivers
the commodity from the wholesale market and the DG operators to the consumers (12)
who pay for it. Because energy suppliers are often ‘long’ (which means they have con-
tracted more commodity than they plan to offer to consumers) there is a commodity
stream backwards to the wholesale market (11). Therefore, the energy supplier is a third
party that can also offer the commaodity into the wholesale market.
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2.2 The balancing market

System operators (SO) - in many electricity markets the system operator also operates
the transmission network - and energy suppliers have to estimate demand in order to
make sure that sufficient supply is available on short (seconds and minutes), medium
(hours), and long timescales (days). Because the electricity system is liberalised, the
market itself is responsible for matching supply and demand on the long term. The elec-
tricity supply has to be controlled to match demand and this has to be maintained on the
timescale of seconds. Maintaining the short and medium term balance is the responsibil-
ity of the system operator, which for this purpose uses forecasts of electricity production
and demand that are submitted by market players (energy programs or schedules).
Deviations between electricity demand and production on the actual moment of execu-
tion of the energy programs become visible to the SO as an exchange of electrical
power with neighbouring control areas, different from the agreed (international) ex-
change programs. In this way the SO has insight in the actual balance of the total sys-
tem. The SO monitors and adjusts the collective actions of the full complement of mar-
ket players at any moment, automatically compensating the imbalance of the aggregate
deviations from forecasts by adjusting generating capacity up and down. If actual de-
mand and supply deviate from the amounts that were contracted by market players, the
SO uses a balancing mechanism to balance the system by procuring additional electric-
ity (upward adjustment of production units), making use of demand response (both in
case of a shortage) or by adjusting production units downwards (in case of a surplus).
For balancing purposes, some System Operators can bilaterally contract balancing
power from large power producers (e.g. by annual or monthly contracts). The costs for
this balancing can be socialised by means of the system tariffs of the SO. In that case,
all market players pay for the balancing costs. To stimulate market players to make their
forecasts of electricity production and demand as accurate as possible and to act in
accordance with these energy programs, the price for this balancing power must be
above the market price for electricity. This incentive can be artificially introduced by
imposing a balancing fine. However, a major drawback of the described balancing
mechanism is that the exact balancing price is not univocal. Furthermore, because bal-
ancing power is only contracted once a year or once a month the system is not very
efficient, as the SO has contracted balancing power in advance, whereas there may be
cheaper options available closer to the time of requirement.

A more elegant and efficient way of balancing the electricity system is the establishment
of a separate balancing market, apart from the wholesale and retail market (see also
Figure 1). In this market, balancing power can be contracted on a continuous basis,
instead of only once a year or once a month. In many European control areas the ongo-
ing liberalisation of the energy market has led to the establishment of these separate
balancing markets. This market is controlled by the SO, who is the single buyer on this
market (16). Access to the supply side of the balancing market is mainly limited to the
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large power producers (14), but DG operators (in particular large CHP-units) and energy
suppliers also have access (15, 18). In this mechanism, the SO undertakes an ex-post
reconciliation of market participant forecasts against outturn to determine which players
are not complying with their forecasts at actual delivery and, consequently, who has to
pay for restoring the balance. In this case, the balancing costs are allocated specifically
to the players that cause the imbalance (17).

Intermittent electricity supply can disturb the system balance. DG generators and elec-
tricity suppliers have to anticipate suddenly changing energy sources such as wind en-
ergy. Although prediction of wind energy is improving, the timeframe in which weather
conditions can change dramatically is smaller (i.e. 6 to 12 hours) than the timeframe for
which electricity supply forecasts are made (i.e. 24 hours). Therefore the system balanc-
ing mechanism has to respond to unanticipated changes of intermittent electricity sup-
ply. An inadequate response can endanger the stability of the whole system and can
cause a system wide black out. Electricity markets that do not socialise balancing costs
but pass these costs on to individual energy suppliers and DG operators give incentives
to these market players to improve forecasts (e.g. better wind predictions) and to look
for several response options. Besides conventional peak power plants, distributed en-
ergy resources such as controllable CHP units, electricity demand reduction by con-
sumers, and storage can become powerful response options as well. If they are included
into the balancing market these response options can be used in an economically effi-
cient way.

2.3 The market for ancillary services

Next to the balancing mechanism (and the establishment of a separate balancing mar-
ket), ancillary services are another relevant issue. Because these services have very
different characteristics, it is not a matter of creating a separate ancillary services mar-
ket. Ancillary services are all services necessary for the operation of a transmission or
distribution system. It comprises compensation for energy losses, frequency control
(automated, local fast control and coordinated slow control), voltage and flow control
(reactive power, active power, and regulation devices), and restoration of supply (black
start, temporary island operation). These services are provided by generators and sys-
tem operators and are required to provide system reliability and power quality (Bopp,
2004). As stated before, there is not one separate market for all ancillary services. An
important distinction has to be made between distribution networks and the transmission
network. In general, DG operators can offer (local) ancillary services to the DSO and
large power producers (and some large DG operators) can also offer ancillary services
to the transmission network (TSO). DSOs often require network support or services (e.g.
for voltage support or reactive power) that only can be provided locally. Reinforcing or
extending the local distribution network can overcome these local needs, but deploying
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DG units in the right way can also be an option to fulfil this local need for specific ancil-
lary services. In this way, DG can be an alternative to investment in network reinforce-
ments. Thus, some ancillary services can be offered by DG operators directly to the
DSO. Other ancillary services can also (or only) be offered by large power producers.
These services are directly needed for the operation of the transmission system, for
example frequency control, or can be useful for the distribution system. Table 1 gives an
overview of which party is able to offer specific ancillary services in the distribution net-
work.

Table 1: Possible suppliers of ancillary services on a distribution level

Ancillary service Large power producers2 DG operators
Compensation for power losses + +
Frequency control + s
Voltage support (active power) - +
Reactive power - +
Black start + +
Reserve + +

As the majority of existing DG has been installed for purely electricity supply purposes
only, very few are equipped with the infrastructure necessary to provide ancillary ser-
vices. But future opportunities for DG to provide ancillary services will increase as DG
penetrations and availabilities increase. However, Mutale and Stbrac (2005) suggest
that the value of the most feasible ancillary services will be relatively low. Consequently,
such services will represent incremental revenue opportunities for DG. Niche opportuni-
ties will emerge for DG to provide ancillary services, usually in circumstances where
constraints restrict network development, e.g. environmental, planning, and terrain re-
lated constraints (Mutale and Stbrac, 2005).

2 A minus sign in this column means that the large power producer (or TSO) could, in theory,
supply the concerned ancillary service, but that the DSO then has to invest considerably in network
reinforcements or extensions.

% In theory, DG operators can supply the service ‘frequency control’, but it depends on the type
of DG and the amount of DG capacity in the concerned distribution network. Currently, most DG
operators are not equipped to supply this service (however, distribution connected CCGT plants
may already provide this service to TSOs) (Mutale and Strbac, 2005).
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3 Distribution network issues

3.1 Impact of distributed generation on operations of distribution networks

The increasing share of distributed generation influences the planning and operation of
the electric power system. DG feeds electricity into the downstream network altering the
original utilisation of the distribution network. DG facilities are mostly connected to the
distribution network at medium and low voltage. These networks were not originally
designed to connect power generation facilities. Therefore, the connection of DG to
these networks can create problems in terms of stability and power quality among oth-
ers.

The majority of new DG and renewable energy plants being connected to the distribution
network at present are powered by wind or are in the form of CHP. A major problem with
these units is that they are operated independently of (local) electricity demand posing a
challenge for distribution network planning. For instance the intermittency of wind energy
raises questions regarding the extent to which wind generation can displace distribution
lines. And CHP units that, in principle, can be centrally dispatched, tend to be operated
in response to the requirements of the heat load or the electrical load of the host installa-
tion rather than the needs of the public electricity demand. The distribution network must
be capable of functioning in the extreme situations of a) zero DG production while de-
mand is at its peak and b) the reverse situation represented by maximum DG output and
minimum (local) demand. The more DG is connected to a particular distribution network,
the greater the challenge of planning and operating the distribution network. The emer-
gence of micro power units or other small-scale DG, which may be located in dwellings
or small businesses, could take the trend for lower voltage connection even a step fur-
ther. Network constraints hampering the connection of DG can be solved to a certain
extend by reinforcing the capacity of the distribution network. However, from an eco-
nomic point of view this is not always attractive as it may require large, long-term in-
vestments. Given the increased use of technologies such as fuel cells, micro-CHP, wind
turbines and PV cells, ways to effectively integrate these technologies into the planning
and operation of electricity networks have to be found, if costly network upgrades are to
be avoided.

It should be noted however that while posing a number of challenges, distributed gen-
eration could also bring several benefits to the electricity network. For example, DG can
reduce transmission and distribution losses by reducing the electricity flow from the
transmission system through the transformers and conductors supplying the distribution
system. This largely depends, however, on the location of a specific DG facility. If a
small, distributed generator is located close to a large load, then the network losses will
be reduced as both real and reactive power can be supplied to the load from the local
generator. Conversely, if a large distributed generator is located far away from network
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loads, then it is likely to increase losses on the distribution system. Another possible
network benefit is deferral of distribution network reinforcement as the development of
small-scale DG facilities near a load can postpone investments in additional distribution
and transmission capacity. Network operators can therefore benefit from new DG facili-
ties as they can reduce their investment costs in upgrading or extending the distribution
network. Moreover, certain types of DG also have the ability to offer certain network
ancillary services to the network operator, such as reactive power support, voltage and
flow control, which improve power quality.4

Several experts have addressed the issue of growing DG levels in existing distribution

networks (e.g. Nielsen, 2002; Strbac and Jenkins, 2001). They argue that if the penetra-

tion level of distributed generation continues to grow while the distribution grid remains

unchanged, a chain of technical conflicts may develop unless such issues as operation,

control, and stability of distribution networks with DG installations are properly ad-

dressed. There are several aspects that need to be fully understood in order to obtain

maximum benefits from both DG and the power grid. In this regard it is worth noting the

following:

e The distribution network and DG are interacting and actively affecting each other;

¢ No generic conclusion can be drawn regarding the influence of DG on the grid, as
various power sources have quite different characteristics. Instead, individual cases
have to be treated separately;

e Both DG and the grid should be studied as one integrated, flexible, dynamic and
complex structure, given that, to a great extent, they impact each other in areas of
operation, control, and stability.

3.2 Impact of distributed generation on the business model of DSOs

To be able to understand the impact of the increasing amount of DG on the businesses

of DSOs the current revenues and expenditures of DSOs can be analysed through the

use of business models. A business model (also called a business design) is the

mechanism by which a business intends to generate revenue and profits. The main

revenues of a DSO are in the form of network charges:

e Use of System (UoS) charges (per unit kWh and/or kW) received from consumers
and (in some countries) from power producers (i.e. DG);

e Connection charges from consumers and DG operators.

The main costs of a DSO consist of:
o Capital expenditure - investments in the network, extension of the grid, reinforcement
of existing lines and transformers or investments in other auxiliary devices;

* See also Section 4.
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e Operational expenditure - this includes (1) maintenance of the network, (2) use of
system (UoS) charges paid to the TSO, (3) electricity to cover energy losses, and (4)
ancillary services such as reactive power management and voltage control. Up until
now, ancillary services are mainly purchased from the TSO, sometimes included in
the TSO’s UoS charges, but they may also be purchased from DG operators that are
able to provide these services (mainly DG units with controllable production).

The network tariff structure is often based on the cascade principle: consumers pay for
the costs of the network level to which they are connected and the costs of all higher
network levels proportionally to the use of these network levels. Note that the current
revenues for the DSO are subject to economic regulation and are not market based.
The tariffs they are allowed to charge are based on operational and capital expenditures
and regulated profitability.

Growing electricity supply from DG has consequences for both the revenues as well as
the expenditure of the DSO. Whereas the network should be able to handle higher peak
loads and flows through the network, which may require network reinforcements in some
parts of the network, the net outflow may reduce since consumers may use part of the
local DG production directly. This will affect UoS charges. Depending how connection
charges are determined it is not certain that DSOs are able to pass on network rein-
forcements costs to the DG operators. This latter issue is discussed further in the next
section.

3.3 Regulatory barriers for DG deployment

Liberalisation should, in theory, create the right conditions for any generator to sell elec-
tricity on the free market, including electricity generated by small-scale units (distributed
generation) and from renewable energy sources (RES). However, the electricity supply
system was not designed for generation connected to the distribution grids or to deal
with intermittent power generation. Electricity from DG and RES is often more costly,
and therefore, following different EU Directives, Member States (MS) have implemented
support mechanisms to stimulate production and consumption of renewable electricity.
In practice, however, current electricity network regulation often does not ensure effec-
tive participation of RES and DG in liberalised electricity markets. Instead, governments
in EU MS use support schemes to ensure that DG and RES are deployed and environ-
mental benefits are obtained. Although rewarding DG and RES through support
schemes can overcome barriers that electricity network regulation creates, this may
result in economically inefficient solutions while at the same time it delays the maturing
of DG and RES as power generation sources. In the long run, DG and RES should
become integral parts of the electricity market.
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Economic incentive regulation

Another barrier for DG deployment is related to economic incentive regulation of DSOs.
In the production and supply sectors of the electricity market, the market itself engen-
ders competition. But electricity transport is a natural monopoly where competition, as
an incentive to become more efficient, is lacking. To simulate competition (and to stimu-
late economic efficiency) in a market with the character of a natural monopoly, artificial
efficiency incentives can be introduced. These efficiency incentives encourage compa-
nies to look for efficiency gains in order to improve profits. Incentive regulation can be
aimed at prices (price cap regulation) or at rates of return (revenue cap regulation). The
efficiency improvement that is considered to be achievable by the DSO should be de-
termined in advance for a period of several years. If the companies spend less than they
are allowed, they are able to make a higher return during the price control period. Con-
versely, if companies spend more they make a lower return. The achievable efficiency
improvement can be determined by benchmarking the cost development of regulated
DSOs and use the best performing DSO(s) as indicator of the efficiency frontier. In a
benchmarking system it is important to compare DSOs that are similar or else differ-
ences must be compensated for. In the benchmark approach, the efficiency objective is
not determined by the regulator but just as in a market environment, by the DSOs them-
selves. At the same time, the efficiency incentive is high: the objective for a DSO is
independent of its own cost development and all additional cost savings are for its own
account. Companies that do better than the sector’s average will receive extra benefits.
Conversely, DSOs that do worse than average will see their revenues reduced. A short-
coming of this approach is that the system is vulnerable to collective manipulation of the
observed performance of DSOs. From the point of view of a DSO, economic incentive
regulation can be seen as a threat since it can reduce the DSO'’s revenue. The extra
returns companies can achieve by performing better than the sector’'s average will, after
a while, be passed on to the consumers. The impacts can be detrimental in the way that
they, broadly, incentivise doing the same things more efficiently and do not stimulate
DSOs to look for better alternatives. This is anti-innovative and unhelpful to distributed
generation as it hinders a structural change of planning and management of the net-
works, which is very much about doing new things and dealing with new technologies
and concepts (Connor and Mitchell, 2002a).

If only economic efficiency regulation applies, it may have a negative effect on the
(technical) performance of DSOs because cost reduction leads to additional profits.
DSOs have an incentive to invest little and to cut back operational costs of maintenance
and personnel, as long as loss of power quality and reliability does not harm consumers
too much. The effect of economic efficiency regulation appears to be the locking of
DSOs into trying to do the same things, but with greater efficiency and reduced costs,
which results in a reduction of innovation potential. DSOs are encouraged to minimise
capital costs, which is the same as avoiding network investments, and that raises the
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problem of the quality of the system. Firms under this regulatory framework are discour-
aged to invest.

In order to ensure that the efficiency improvements are not made at the expense of the
reliability of the network, quality regulation can be included. Performance based regula-
tion (PBR) is a way to combine the benefits of benchmarking whilst combating the det-
rimental approach to innovation of price cap regulation and benchmarking (Connor and
Mitchell, 2002a). Under this system, tariffs will also be determined based on the DSO’s
performance. If the DSO performs better, it is rewarded by being allowed to charge
higher tariffs, but when performance is poor, the DSO will be penalised by lowering its
tariffs.

Connection charges for DG

Revenues for DSOs comprise connection charges and use of system (UoS) charges.
UoS charges can be determined on the basis of price or revenue cap regulation. Con-
nection charges are regulated as well® and incorporate a charge with respect to capital
assets. From the perspective of the DSO, a new power plant will affect the cost of oper-
ating and maintaining the network. This cost can, either partially or wholly, be paid for in
the connection charge or in the use of system charge. Policies for connection charging
for DG can be split into two groups: those with deep connection charges and those with
shallow connection charges. Deep connection charges comprise all the costs to the
network resulting from the power plant connecting. Shallow connection charges only
comprise the costs of connecting to the nearest point and none of the costs that occur
within the network. Especially if, in a specific region, there is already a lot of DG at-
tached to the distribution network, (deep) connection costs can become very high. The
network has to be reinforced considerably to be able to handle the corresponding elec-
tricity flows. If the regulation prescribes the use of shallow connection charges, DSOs
can only partially recover these connection costs including cost of reinforcement from
the DG operators. The DSOs may experience difficulties to pass on the reinforcement
costs that are not recovered to consumers because of the efficiency incentive regulation.
Therefore, in these circumstances DSOs may be reluctant to connect DG.

Unbundling

DG can contribute to reducing network costs, if located at the right place (near local
demand). In the short term DG can only reduce operational expenditure such as line
loss reduction. In the longer term DG may contribute to a further reduction of operational
expenditure (e.g. DSOs purchasing ancillary services from DG locally) and also reducing
capital expenditure (e.g. avoiding reinforcements). However, DSOs are not allowed to
own production capacity, even though it is used as substitute for line losses, for network

® Note, however, that competition in connections has already been established in some markets
(e.g. in the UK).
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reinforcements or extensions, or for ancillary services. In this way, unbundling forms a
hard boundary condition that restricts the DSO to extend its business model in the man-
ner described above. The DSO could overcome this by giving (financial) incentives to
urge DG operators to settle in the right place and/or to control the DG units in response
to the needs of the electricity system. Economic benefits are then shared between the
DSO and DG operators. However the contracts with DG operators do not solve network
problems in the same way as network reinforcements. The lifetime of DG units is shorter
than that of the network. Furthermore, the DG operator may suddenly decide to stop
operations, for economic reasons for instance.

4 Contract structures for ancillary services from distributed generation

4.1 Background

It is clear that large penetration of DG will displace to a considerable extent the energy
produced by large conventional plant. However, in addition to energy provision DG
should also be able to support the secure operation of the system. Due to the small size,
DG will have to be aggregated in order to be able to provide the required services.
Clearly, this is critical, otherwise the services that are vital for maintaining the security of
the system and quality of service will continue to be provided by central generation,
which would significantly reduce the overall benefits of DG and undermine the overall
efficiency of the entire system operation and development.

It is only through aggregation and integration into power system planning operation that
small size generation will be able to displace the capacity and flexibility of conventional
generation plant. Similarly, DG must be integrated to provide alternative solutions to
network problems and displace network assets. DG, taken as single units or aggre-
gated, has the potential to become a key part of the overall EU network infrastructure
reinforcement and replacement strategy.

When properly integrated, DG could provide a range of TSO services such as balancing
of supply and demand, frequency regulation, various forms of reserve, congestion man-
agement, voltage control, etc. At the distribution level, in addition to voltage and flow
control, new services could emerge including provision of security of supply and en-
hancement of overall service quality. The provision of these services will be influenced
by primary plant operating regimes and characteristics, equipment control capabilities
and information infrastructure. The overall value of the services will be driven by the cost
of traditional solutions such as conventional generation and network reinforcement.
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4.2 Scope of work and main research questions

The scope of the work undertaken within the DISPOWER project included the following:

¢ Identification of the services and discussion of the opportunities for DG to provide
the required services;

e Mapping of services and DG technology capabilities;

o Identification of the infrastructures requirements;

o Assessment of costs and benefits for DG of providing ancillary services;

¢ Identification of alternative commercial arrangements for ancillary services provided
by DG.

A pre-requisite for the detailed development of operational and commercial models is
that any new services should be financially material to the distributed generator whilst
remaining economically and operationally attractive to network operators. Consequently,
value based approaches should be adopted for each ancillary service in order that the
attractiveness of distributed and renewable generation projects might be improved.

The main research questions addressed include the following:

o Definition of service providers and beneficiaries;

e Which services can be provided and used locally and which ones can be provided at
system level?

o Assessment of capability of different DG technologies to provide various ancillary
services;

e How could small size DG (micro CHP for example) be aggregated and enabled to
participate in ancillary service provision?

e Time scales: How will ancillary services be procured - annual contracts or through
daily (or half hour) market?

e What are the potential costs of creating a distribution ancillary services market?

e And how do these costs vary under different technical and commercial arrange-
ments?

e Should provision of ancillary services be mandatory?

e What are the infrastructure requirements, costs and benefits for DG of providing
ancillary services?

e How should ancillary services be valued?

¢ How does the value of ancillary services change with the level of DG penetration?
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4.3 Findings
Table 2 below presents a summary of the initial findings (Bopp, T., 2004).

Table 2: Summary of findings
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Table 3 presents the capability mapping of renewable and conventional DG (llex & UM-

IST, 2004).

Table 3: Summary of renewable technology capabilities
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Renewable DG Technology
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Size >100 MW 1-100 MW 1-5 kW <50 MW <50 MW >50 MW 1-100MW  1-10 MW <100 kW >1 MW
Frequency YES Limited NO Limited HF only YES HF only HF only NO YES
" Possible: high " ' " . "
Reserve YES Possible penetrations YES Possible Possible  Possible Possible Possible Possible
Reactive YES YES NO YES NO YES YES YES YES YES
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Although all of the services in Table 2 were explored in detail and in the context of Table
3, only TSO Frequency Response, TSO Regulating and Standing reserve and DSO
Security of Supply contributions represent realistic opportunities for distributed genera-
tors in the short and medium term (llex & UMIST, 2004). These are discussed briefly
below.

7SO Services

Combined Cycle Gas Turbines (CCGT) and DFIG wind generators were regarded as the
most promising technologies for the provision of TSO Frequency Response services
whereas CCGTSs, diesel standby generators and perhaps micro CHP were best placed
to provide reserve services.

DSO services

It has been found that, to varying degrees, DSO Security of Supply services could be
provided by most existing distributed generation technologies. The majority of existing
DG however has been installed for electricity supply purposes only. Hence very few
generators are equipped with the infrastructure necessary to provide ancillary services
such as governors, automatic voltage regulators, resynchronisation facilities, and appro-
priate protection, monitoring and communication facilities. Table 4 below shows esti-
mates of the value of some ancillary services based on the UK electricity market (llex &
UMIST, 2004).

Table 4: Estimates of the value of some ancillary services

Service Value (per annum)

Frequency €0.59/kW: wind generation
€3.72/kW: CCGT

Reserve €10.4/kW

Voltage & Flow control €2.23/kW

Service quality (islanded operation) €2.08/kW: residential
€28.23/kW: commercial

Security of supply €1.49/KW - €17.83/kW

4.4 Commercial arrangements

The most appropriate commercial arrangements for response and reserve services
appear to be market-based mechanisms. This would require extension of current TSO
arrangements. Expanded aggregation arrangements, utilising lower cost infrastructure,
would facilitate increased participation from small generators.

The most appropriate commercial arrangements for DSO Security of Supply services
appear to be bilateral contracts due to the local and site-specific nature of security re-
quirements.
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A typical contract structure would have one or more of the following fee components:

e Flat fees. These represent a simple arrangement whereby the generator would re-
ceive payments irrespective of season, time of day, running status, delivery require-
ment and quantities delivered,;

e Option fees based on availability. These are similar to capacity charges, but can
incorporate time-based elements to secure capacity as required,;

o Exercise fees based on utilisation. Exercise fees are used to recover operating and
fuel costs.

Given that in a fully competitive market, such as in the UK, the output from distributed
generation would be largely purchased by suppliers and settled through supplier de-
mand accounts in the energy market, suppliers would have to ensure they were aware
of generator operating regimes and also whether generator operation is likely to be
influenced by ancillary service provision. Supplier concerns would relate to imbalance
exposures in the balancing market and the fulfilment of renewable obligation targets
where these exist. Suppliers would require notification of ancillary service provision, in
order to suitably revise demand forecasts. Ancillary service instructions issued post
Gate Closure in the energy market inevitably impact upon a supplier's imbalance expo-
sure and potentially reduce the value of the energy supplied.

It should be noted that in the UK context, distribution and supply activities have been
segregated such that DSOs are solely responsible for distribution network operation and
development, whereas suppliers are responsible for energy sales to customers. It
should also be noted that DSOs do not normally engage in any electricity generation
activities.

4.5 Recommendations for future work

The following areas of future work were identified:

e The extent of opportunities on DSO networks will largely relate to load growth and
asset replacement profiles. The relative magnitudes of these opportunities will need
to be quantified as this information will be critical to evaluating service materiality un-
der alternative future development scenarios;

e In order that a consistent and transparent set of arrangements can emerge to facili-
tate increased security contributions from DG, it will be necessary to establish princi-
ples (and potentially standardise commercial arrangements) for procurement proc-
esses and valuation methodologies;

e A major concern of DSOs regarding the reliance on distributed generators to provide
network support services will relate to non-delivery risk exposures. Such exposures
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could be financial, regulatory or legal in nature. Consequently, the issues associated
with service non-delivery require further exploration;

e Whilst the current aggregation arrangements have been successful in encouraging
non-balancing market participants into the reserve market, the costs of the associ-
ated infrastructure could deter wider participation. In order to extend aggregation op-
portunities further, new low cost communication and monitoring arrangements
should be evaluated;

e This work explored ancillary services opportunities for DG in the short to medium
term. Alternatives for the long term need to be investigated given that there may be
fundamental changes to the architecture of power systems in future.

5 Changing role of DSOs in electricity markets with a high level of DG/RES

5.1 DSO strategies

The current business of DSOs is strongly influenced by the boundaries of the economic
regulation that is or has been implemented. Furthermore, as indicated in the previous
sections of this paper, the growth of electricity supply from RES and DG may threaten
existing business models. The introduction of competition and the accompanying regula-
tion has led to different behavioural strategies of actors in the electricity market, depend-
ing on the experience that has been gained in the new electricity market structure.
Roughly, there can be distinguished three theoretical stages in the adaptation process of
DSOs. First, new market structures and regulatory arrangements lead to stabilisation
strategies. As changes to the regulatory framework are new to the whole electricity sec-
tor, every actor has to evaluate the corresponding implications and gain operational
experience. Stabilisation means reducing uncertainty, and that is the first objective. It is
not before the sector has insight of the new structures and, in the scope of the subject,
becomes aware of the potentially rapid development of DG, that DSOs enter a next
stage: a defensive strategy. In this stage, DSOs will attempt to mitigate the impact of
unfavourable regulatory and market developments on its business, which in some mar-
kets will include increasing DG penetrations. DSOs will seek to optimise their business
operations within the prevailing regulatory context and minimise their exposures to it,
often resisting change wherever new regulatory arrangements could lead to diminished
profits. Such strategies may impact negatively on the development of DG. The last (and
obviously most desirable) stage is the entrepreneurial strategy. In this phase, the strat-
egy evolves from one of resisting change, to proactively seeking to influence regulatory
developments. Such DSOs cooperating with regulators to implement new regulatory
arrangements are able to develop new activities that can diversify their business model.

Typically, DSOs in the least liberalised markets often pursue stabilisation and defensive
strategies. Some developments are regarded as threats to the DSO’s business model,
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whereas they should be seen as a challenge, or at least as a fixed boundary condition.
Such ‘threats’, either regulatory or institutional in nature, potentially harm the revenues
or increase the costs of a DSO. By developing new business activities, thereby diversify-
ing business models, and by adopting increasingly actively managed network philoso-
phies, DSOs can pursue cooperative and innovative strategies (the entrepreneurial
strategy stage) attempting to exploit any market developments, formerly seen as threats,
to their advantage.

5.2 New business opportunities for the DSO

In conventional electricity systems, distribution networks are designed to facilitate a
unidirectional power flow from high voltage transformers to the final consumer. The
network morphology has a radial or loop design, which results in little redundancy and
thus potentially higher sensitivity to system faults (compared to transmission networks
that have high redundancy and thus higher reliability). Typically there are only very lim-
ited metering or control devices to enable judicious management of the use of the net-
works or the flow of energy. Because of this lack of active control mechanisms, these
systems are sometimes described as ‘passive networks’ (Kiinneke, 2003; Beddoes and
Collinson, 2001). An ‘active’ DSO provides market access to DG by acting as a market
facilitator and it provides several network and ancillary services through intelligent man-
agement of the network. This includes the incorporation of advanced information ex-
change between generation and consumption, the provision of ancillary services at the
distributed level, management of the network to provide network reliability and controlla-
bility, and improve customer benefits and cost-effectiveness. Currently such services are
partly provided at the centralised level by TSOs (Van Sambeek and Scheepers, 2004).
According to Akkermans and Gordijn (2004), with active management of distribution
networks, the amount of DG that can be connected to existing distribution networks can
be increased by a factor of three to five without requiring network reinforcement.

In the active networks vision, the principles of network management differ from the clas-
sical view of networks, being only one-way lanes for electricity transport from high-
voltage to low-voltage grids. Two fundamental messages mark the transition from the
present to the future system. First, the network is not, and must not be considered as a
power supply system anymore. The network is a highway system that provides connec-
tivity between points of supply and consumption. Secondly, an active network interacts
with its customers. The ‘infinite network’ as customers used to know it, no longer exists.
The network interacts with its customers and is affected by whatever loads and genera-
tors are doing (Van Overbeeke and Roberts, 2002).

The transition from passive to active network management may be accompanied by
developing new services for the electricity market, creating new revenue drivers for the
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DSO. Figure 2 illustrates adaptations of the business model of DSOs with some exam-
ples of new activities (Donkelaar and Scheepers, 2004):

Additional reliability. Not all consumers will have the same reliability requirements for
the electricity network. DSOs can offer additional reliability to consumers with high
requirements (e.g. companies in the ICT sector).

System information. With active network management, a DSO will have detailed
information on the status of network components, generators connected to the net-
work, and flows through the network. This information can be shared with DG opera-
tors and energy suppliers who can operate their DG units and electricity demand (i.e.
demand response) in a more efficient manner. DG operators or energy suppliers will
pay for this information, but this may be reversed in case the DSO profits.

Local balancing services. To avoid network congestions, local balancing can reduce
transportation of electricity to higher voltage levels. Local balancing can also be used
to enhance (local) demand response in case of relatively large uncontrollable DG
supply. Based on their ICT systems for active network management and automatic
meter reading, DSOs can develop these services. The beneficiaries (energy sup-
plier, TSO) will compensate the DSO for this.

Storage. Electricity storage can help to reduce load fluctuations, but can also be
attractive for price arbitrage over time. DSOs can operate a storage facility and offer
storage to energy suppliers or DG-operators.
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Figure 2: Adapted business model for the DSO
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6 Conclusions

Batrriers for DG deployment

The growing electricity supply from DG has consequences for both the revenues as well
as the expenditure of the DSOs. Whereas the network should be able to handle higher
peak loads and flows through the network, which may require network reinforcements in
some parts of the network, the net outflow may reduce since consumers may use part of
the local DG production directly. The main revenues of a DSO consist of use of system
charges and connection charges. These are subject to economic regulation and are not
market based. Determining the use of system charges on the basis of price or revenue
cap regulation (economic incentive regulation) does not stimulate DSOs to innovate.
This can be unhelpful to DG as it hinders a structural change of planning and manage-
ment of the networks. In general, connection charges are regulated as well although in
some markets, UK for example, competition in connections exists. If the regulation pre-
scribes the use of shallow connection charges, DSOs can only partially recover connec-
tion costs from DG operators. In these circumstances DSOs will consider DG as a threat
to their network business. In the long run, DG and RES should become integral parts of
the electricity market.

Anciflary services

It is only through aggregation and integration into power system planning operation that
small size generation will be able to displace the capacity and flexibility of conventional
generation plant. Similarly, DG must be integrated to provide alternative solutions to
network problems and displace network assets. When properly integrated, DG could
provide a range of TSO services such as balancing of supply and demand, frequency
regulation, various forms of reserve, congestion management, and voltage control. At
the distribution level, in addition to voltage and flow control, new services could emerge
including provision of security of supply and enhancement of overall service quality.
Combined Cycle Gas Turbines (CCGT) and DFIG wind generators are the most promis-
ing technologies for the provision of TSO Frequency Response services whereas
CCGTs, diesel standby generators and perhaps micro CHP are best placed to provide
reserve services. DSO Security of Supply services could be provided by most existing
distributed generation technologies. However, the majority of existing DG has been
installed for electricity supply purposes only.

The most appropriate commercial arrangements for response and reserve services
appear to be market-based mechanisms. This would require extension of current TSO’s
arrangements. Expanded aggregation arrangements, utilising lower cost infrastructure,
would facilitate increased participation from small generators. The most appropriate
commercial arrangements for DSO Security of Supply services appear to be bilateral
contracts due to the local and site-specific nature of security requirements.
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Changing role of DSOs

Currently, some developments are regarded as threats to the DSO’s business model,
whereas they may also be seen as a mere challenge. By developing new business ac-
tivities, thereby diversifying the business model, and by changing the passive network
operation policy into an active one, DSOs can turn perceived threats into opportunities.
An active DSO provides market access to DG by acting as a market facilitator and it
provides several network and ancillary services through intelligent management of the
network. This includes the incorporation of advanced information exchange between
generation and consumption, the provision of ancillary services at the distributed level,
management of the network to provide network reliability and controllability, and improve
customer benefits and cost-effectiveness. The transition from passive to active network
management may be accompanied by developing new services for the electricity mar-
ket, creating new revenue drivers for the DSO. By developing new business activities,
thereby diversifying the business model, and by changing networks into active networks,
DSOs can overcome the threats that arise from the increasing penetration of DG, incen-
tive regulation, regulated connection charges, and unbundling. Apart from the need for a
changing attitude of the DSOs, regulation needs to evolve such that it allows DSOs to
have access to a wider range of options and incentives available in choosing the most
efficient ways to run their businesses.

6.1 Will DSOs change their business?

Because DSOs are operating in a regulated environment instead of a competitive market, the
thesis that competition leads to innovation does not hold for DSOs. For this reason, the devel-
opment of new business strategies is much harder for DSOs than it is for energy suppliers.
There is little incentive coming from the regulated market itself; regulation may even have a
contradictory effect, as is discussed in Section 3.3. Paradoxically, it is regulation that should
simulate a competitive market environment. It should provide incentives to DSOs to change
their passive behaviour into an active and entrepreneurial attitude. Regulation should at the
least not be a hindering factor in this process. Next to inappropriate regulation that slows down
innovation, anather barrier to the development of active DSOs can be an insufficient unbun-
dling of the DSO with its parent company. Legal unbundling may not be drastic enough to let
the DSOs act completely independent, thereby inhibiting them to become active entrepre-
neurs. Ownership unbundling must then be considered as a logical and necessary step in
reaching the desired situation. If the above-mentioned reasons prevent DSOs from changing
their network management philosophy into an active one, it will be necessary to explore other
ways to achieve the desired objective, preferably utilizing incentive based approaches. It might
even be necessary to start a transition to active network management performed by the (cen-
tral or local) government, although it would not be desirable, as this would imply a backward
step in the liberalisation process. Coercion by the regulator is not the best way to get DSO co-
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operation in the development of DG. If DG has good potential, there should be enough bene-
fits to elicit the enthusiastic participation of DSOs.
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1 Introduction

The increasing deployment of distributed generation in European electricity networks
leads to numerous challenges of different nature. From the technical point of view,
power quality (PQ) — more specifically the quality of supply — and protection are two of
the most critical issues due to their impacts on network operation and potential threats to
personnel and equipment safety.

Primarily, concerns that high levels of distributed generation could jeopardise the quality
of supply have been raised. These fears are fed by the fact that modern electricity appli-
cations are more and more sensitive to power quality disturbances. Customers as well
as network operators are well aware that reliable and efficient operation of power net-
works and customers’ equipment can only be guaranteed with a high power quality level.
Furthermore there is also a strong trend from European electricity regulators to enforce
strict requirements for a minimum quality of supply with associated penalties in case of a
non-compliance with the demands.

Since both issues, guaranteeing a certain level of power quality as well as ensuring the
safety of network operation and their customers are within the core responsibilities of
distribution system operators, they are usually critical towards the possible impacts of
the interconnection of a large amount of DG.

Currently in many cases this has led to a “disconnect at the first sign of trouble” ap-
proach when developing grid interconnection requirements or realising interconnection
projects. This fact not only counteracts a real “integration” of DG into the networks. Fur-
thermore, this philosophy may result in serious difficulties in future networks with a high
penetration of DG, where the simultaneous loss of a large portion of generation (com-
mon mode loss) may cause large network fluctuations.
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In this context, not only the impact of DG onto the power quality in the network has to be
taken into account. Furthermore, the effect of disturbances coming from the network on
distributed generators deserves special attention, particularly under the premise of fu-
ture DG scenarios.

Against this background, the objectives of the work carried out within Workpackage 2 of
the DISPOWER Project — Power Quality and Safety — were to identify key requirements
for the grid interconnection of DG. Based on these requirements, new approaches for
increased safety and protection, which may be generally applied to DG, were developed.

Finally a set of recommendations for future DG standards was developed, which ensure
a high level of quality and safety even at high DG penetration levels.

2 DG Standardisation

2.1 Regulation and Standardisation in Europe

Regulation, standardisation and finally the detailed requirements for DG network inter-
connection play a key role. As such, appropriate rules ease the implementation of pro-
jects while inappropriate may result in significant difficulties during the realisation of the
network connection. This issue has already been identified in the framework of several
projects as being one of the most significant technical barriers for the development and
implementation of DG projects.
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In order to overcome these barriers and provide the involved stakeholders with a de-
tailed overview on the applicable regulation, its status and contents, an extended review
of currently existing requirements on DG interconnection has been made in the frame-
work of Task 2.1. The following partners were involved into this process:

IBERDROLA

ARSENAL

LABEIN

ISET

VERGNET

FHG - ISE

IBERINCO

UNIVERSITY OF GENOVA
UNIVERSITY OF STRATHCLYDE

Currently DG interconnection is not regulated by European directives or standards.
Instead, a broad variety of national laws, grid codes, national standards, DSO recom-
mendations, internal practises and other documents define the connection of DG to the
distribution networks.

Avallability of National
DG Interconnectlon guldelines . Laws
in selected European countries Natlonal
Main technical regulations . standards
Regulator
- . guidelines
DNC
. guidelines

g

Figure 2 Availability and nature of main technical regulations for the grid interconnection of dis-
tributed generators in selected European countries
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For the review of the current situation in Europe, a two step approach was developed
with the aim to provide the information basis for the analysis of gaps and inadequacies
and the final development of recommendations.

1. As afirst step, all relevant documents were listed based on a functional topic-
related questionnaire. The aim of this survey was to provide a complete list of
all relevant documents with specific focus on grid interconnection issues.
Furthermore a list of international standards which are of relevance for DG was
compiled.

2. In asecond step, a common topic-based structure was developed, in order to
allow a compilation of the information into a uniform, comparable format. The
aim was to provide stakeholders, component manufacturers, project develop-
ers and other interested parties with a single document. For each country cov-
ered in the survey, a so-called “National Report” was elaborated containing all
the technical information relevant for the grid interconnection of DG.

Information collection Topic based analysis of the national framework for DG
connection and operation

1 Principal requirements
of the network

Grid code 1
Grid code 2

Electrical
interconnection

National standard 1

Connection of
DG

National standard 2

Power Quality

Law - decree 1

Behaviour during fault
conditions

Document based survey — Commissioning

National laws, codes, rules and standards
relevant for DG connection

DG relevant topics

— Information exchange

Operation and

DNO survey Communication
Specific requirements and practises for DG
connection

Metering

— Maintenance

Figure 3 Analysis process of national technical regulations for interconnection and operation of
DG

During two intensive workshops, the Task 2.1 core group including LABEIN, ARSENAL,
and ISET as research institutes together with IBERDROLA as distribution system opera-
tor and COGEN representing DG manufacturers analysed the requirements in each of
the considered countries. By discussing each individual DG relevant topic, gaps, inade-
guacies and barriers in current regulation of each country were identified. Taking into
account the different viewpoints and perspectives of the participants, various promising
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solutions and new approaches for future DG regulation were analysed and compiled into
an analysis report.

Finally, based on these results, a set of fundamental recommendations was developed
aiming at initiating a process inside national and international bodies as well as stake-
holders involved into DG standards development. This process should pave the way to
the development of a common, harmonised European regulation and thus eliminate
some of the most important barriers for the deployment of DG by

e Easing interconnection procedures for DG project developers by eliminating
project specific interconnection requirements

e Making DNOs feel more comfortable about DG by providing them with certified
equipment which meets their requirements

e Supporting manufacturers by standardised, conformance tested equipment
which may be installed in all European countries

e Creating the basis for an open mass market for DG.

In 2004 the Task 2.1 Working Group was invited by the convenor of the CIGRE Task
Force (TF) C6.04.01 “Connection Criteria at the Distribution Network for Distributed
Generation” to collaborate with their work which is closely related to the objectives of the
DISPOWER standardisation activities.

In the framework of this collaboration, the Task 2.1 Working Group could significantly
contribute to the CIGRE brochure which is expected to be issued by the end of 2005.

3 Safety and power quality in networks with DG

Distribution system safety and protection in general is a very broad issue. However, with
respect to the integration of DG, the fundamental difficulty is that common distribution
systems were designed as passive networks and accordingly the protection design is
also based on the assumption that the distribution networks are passive systems. With
DG present in the networks, these additional power sources turn the former passive into
active systems, which puts new requirements onto power system protection.

During the collaborative work in Workpackage 2, the following issues were determined
as being crucial for the optimal integration of DG:

e  Safety:Itis the primary purpose of power system protection to react to abnor-
mal situations in order to avoid damage on network components and customer
equipment, and to guarantee the safety of maintenance personnel and the
general public.

o Compatibility: Protection schemes present at the DG need to be coordinated
with the existing network protection scheme. The connection of DG should not
inflict the functionality of the overall power system protection.
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e Security: Protection systems need to have the ability to discriminate faults in
the power system from other events or transients which are not faults in order
to guarantee the continuity of supply and avoid unnecessary disconnection of
healthy parts of the network. This becomes of crucial importance at increasing
DG penetration levels.

e Reliability: In order to improve the reliability of the protection systems, a certain
level of redundancy is essential, e.g. by combining different methods or install-
ing backup protection.

3.1 Specific concerns investigated in Workpackage 2

While the above mentioned requirements relate to the network protection in general,
there are specific concerns related to the active nature of distributed generation. These
selected fields, which were investigated in the framework of Workpackage 2, are:

e Unintentional Islanding: The disconnection of a part of the network with con-
nected generation and loads can lead to critical situations. The sustained, un-
controlled operation under these conditions must be avoided for several rea-
sons, including personnel and equipment safety. Therefore, effective means
need to be in place, which guarantee the protection of the power system.

e Behaviour of DG under disturbed network conditions: Disturbances in the net-
work, often originating from remote faults, may lead to the disconnection of a
large amount of generation. At high DG penetration levels, this might negatively
impact network security.

e  Over-currents resulting from faults or switching operations in the network or the
installation: Active elements used in DG installations should be able to cope
with the currents and voltages, which may occur in a network under faulty con-
ditions.

e Safety relevant phenomena, caused by the injection of DC from directly cou-
pled inverters: DG connected to the network via inverters without galvanic
separation, might under certain conditions inject DC into the (AC) power sys-
tem, which might negatively impact system components, including the protec-
tion system.

The above mentioned topics will be discussed in further detail below.

3.2 Unintentional Islanding

The possible occurrence of unintentional islands in distribution networks with distributed
resources (loads and generation) has been one of the major issues in connection with
the ongoing growth of DG in Europe. However, there is still widespread discrepancy not
only concerning interconnection practices and protection systems required in the various
national grid codes or standards, but also regarding the probability of occurrence and
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persistence of distributed resource islands. It also has been recognized that today exist-
ing standards often do not deliver consistent policy among network operators or con-
sensus with their customers, developers and operators of distributed generation.

Though it is not inherently a problem, the unintentional creation of an island has a num-
ber of implications for the safe operation of the islanded section of the network, such as
exceeding of the acceptable limits for voltage, frequency and other power quality pa-
rameters, uncleared earth or phase faults due to too low short-circuit capacity or un-
earthed operation, or out-of-phase re-closing. In LV networks, there is also an important
concern related to the hazard of electric shock due to touching of live conductors as-
sumed to be dead.

Fault + Loss of generation
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Figure 4 Behaviour of the system and its parameters during initiation, transition to and operation
of unintentional power islands

In the framework of Task 2.2, a thorough, network-based, system approach to islanding
protection of distributed generation plant connected to distribution networks has been
developed to address the various issues related to unintentional islanding. In detail this
methodology included the following tasks:

e Theoretical analysis of system behaviour and its parameters during initiation,
transition to and operation of unintentional power islands.

e Assessment of the probability of balanced conditions under real network condli-
tions in form of a case study [3].

e Laboratory testing of the performance of islanding protection schemes imple-
mented in state-of-the-art DG inverters.
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o Demonstration of the practical implementation of protection schemes by means
of selected case studies, representing different load-generation-network sce-
narios.

e Analysis of available principles and methods for the detection of islanding.

e Development of guidelines for the appropriate selection and implementation of
islanding protection schemes

4
x10

25

Generation

— | nad

-
[

Active power W]

-

05

Load-Gen.
Balance when
load within red band

47 475 48 485 449 4.95
Time [s] <10

Figure 5 Load — Generation balance as a prerequisite for sustained unintentional islanding

Based on this approach, guidelines for the design and application of appropriate protec-
tion devices were formulated. Furthermore, recommendations which can be included in
future DG standards concluded the work.

3.3 Network disturbances and DG

The fact that a minor disturbance on the network could potentially cause the disconnec-
tion of a significant amount of distributed generation could have a major impact on net-
works operation in a future high penetration DG scenario.

In this context, the activities carried out in the framework of the Tasks 2.3 to 2.5 aimed
at characterising the response of components such as inverters and protection equip-
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ment used in DG installations to disturbances which can typically occur in distribution
networks. Initially, an in-depth analysis of different power quality related phenomena
which typically occur in the network during normal operation as well as under fault condi-
tions was conducted. Furthermore relevant standards related to EMC and power quality
reports were used as additional inputs.

Based on the theoretical investigations, test methodologies and setups were developed,
which allowed exposing state-of-the-art DG equipment to a large variety of disturbances.
In detail the following steady state and transient disturbances which DG equipment has
to cope with were examined:

o Voltage sags and short interruptions. These transient phenomena are broadly con-
sidered as the most serious power quality disturbances due to their serious conse-
guences [5].

e Superposed harmonic and interharmonic voltages always present in the power
system are gaining more and more importance with the widespread use of elec-
tronic appliances. Furthermore, audio frequency ripple control systems can produce
a high level of interharmonics.

e Short circuits and over-voltages resulting from faults in the network or the installa-
tion present a serious threat to the safe operation of DG.

Based on the results gained from testing, common behaviours and problems were iden-

tified. Of specific importance in this context were integrated protection systems of DG

inverters, where large differences could be observed concerning the devices’ sensitivity

to specific disturbances.

The results of the characterisation, seen under a high penetration DG perspective were
compiled and a comprehensive set of recommendations for future standards and design
guidelines was developed.

4 Conclusions and Recommendations

4.1 New approaches for Standardisation

In today’s emerging DG markets, a clear segmentation of the market can be recognised,
from Micro-Scale residential systems up to industrial systems with a capacity of several
MW. However this fact is not commonly reflected in European national regulations. As a
result many of the inadequacies or inappropriate technical requirements, which in nu-
merous cases create barriers or delay the development of DG projects, result from the
application of regulations to a purpose for which they were originally not intended for.
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The typical situation is that assessment criteria intended for MW scale plants are applied
for the connection of a small DG system in the kW range.

Segmentation

To overcome this lack of practise orientation, a new approach to DG interconnection
standardisation should take into account the market structure and each segment’s spe-
cific issues. For this purpose the following segmentation has been worked out:

|.  Micro scale DG.
These systems are mostly used in residential applications. For the development of
a mass market e.g. for PV or micro CHP, the availability of dedicated common, ge-
neric technical requirements for components as well as clearly defined intercon-
nection procedures are crucial to reduce the total project cost. The aim shall be to
facilitate the connection of micro scale systems by addressing all technical aspects
of the connection process from functional requirements to on-site commissioning.

Il. Intermediate scale DG.

This segment consists of larger systems with a capacity which can be still con-
nected to the LV networks. Typical examples are smaller commercial CHP units,
biogas Plants or larger PV systems. This segment also includes multiple installa-
tions of micro generators within a planned installation project. For segment I, an
individual assessment of the network impact and specific connection conditions
might be required. For this purpose clear and transparent procedures need to be
defined to allow smooth and streamlined project development.

IIl. Large scale DG.
The third segment covers all installations with a capacity that requires a connection
to MV networks, such as wind parks, larger CHP units. Individual, case by case so-
lutions will be required to achieve an optimal integration into the network operation.
Important issues such as voltage and reactive power control, production manage-
ment as well as communication and controllability need to be taken into account.
The purpose of the criteria defined for this sector should aim at making use of the
advanced capabilities of modern DG to support network quality, reliability and se-
curity.

Even larger installations in the multi MW range (e.g. large wind farms) connected to the

(sub) transmission levels shall not be within the scope of DG standards.

Regarding e.g. micro generators, the segmentation approach has already been adopted
in different ways in various European countries’ regulation, however, in most cases
without a clear purpose oriented strategy.
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Functional requirement approach to harmonisation

Newly developed DG standards should provide the framework for further deployment of
DG technologies by supporting network operators, manufacturers, project developers
and customers. For this purpose a functional requirement may be seen as a promising
solution for reaching consensus between the involved stakeholders.

Such an approach was successfully demonstrated in the process that resulted in the
IEEE Standard 1547 (Interconnecting Distributed Resources with Electric Power Sys-
tems), which provides universal requirements for the interconnection of DG in the U.S. It
might be used as well in Europe as a model for the development of harmonised Euro-
pean standards and thus pushing forward technology application to meet the future
requirements and needs of our electricity supply.

Such a common, accepted standard, accompanied by standard certification and testing
procedures as well as application guidelines will be one of the cornerstones for a future
streamlined DG interconnection.

4.2 Safety and Power Quality

Power systems in Europe are becoming increasingly dependent on the contribution of
distributed generation. Although the sudden loss of individual generators has little im-
pact on these systems, the simultaneous loss of large numbers of generators due to
false detection of faults or inadvertent tripping of protection systems resulting from net-
work disturbances could have a severe effect on the local and global power system
parameters.

“Ride trough” instead of “Disconnect at first sign of trouble”

Historically, the emphasis of protection system design for DG was to reliably detect
possible critical situations in the network, such as e.g. islanding events. Inadvertent and
unnecessary tripping resulting from this “disconnect at the first sign of trouble” approach
was only seen in terms of lost generation revenue — not from a system’s perspective.

The work carried out within Workpackage 2 clearly shows that as large sections of the
distribution system become increasingly dependent on distributed generation, this ap-
proach is no longer acceptable. In particular, islanding protection schemes implemented
at the generator site are of critical importance in this context. Inappropriate — usually too
tight — protection settings could potentially have severe impact on system stability due to
the risk of system-wide loss of generation.

In the context of system security, the behaviour of protection equipment and generation
units under disturbed network conditions is of crucial importance in future DG-based
networks.
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Lack of immunity against network disturbances

As the laboratory investigations of state-of-the-art equipment showed, there are signifi-
cant deficits regarding the response to typical steady state or transient phenomena,
such as voltage sags, interruptions and superposed harmonic or interharmonic voltages.
The vast majority of the tested devices exhibited an extremely high sensitivity towards
these events. These characteristics, resulting in frequent spurious tripping of the protec-
tion, not only negatively influence the overall performance of the DG units. Also they can
worsen the effects of the disturbance and so negatively impact network operation.

The main reason for the observed behaviour is an inappropriate design of the protection
circuitry. However it is basically not the lack of efforts put on the development of the
equipment, which are to be blamed for the unsatisfactory performance. It is rather the
lack or absence of adequate requirements and standards, which is responsible for this
development.

Current DG protection related standards and codes were primarily developed from the
network safety point of view. Accordingly, the diverse documents state only minimum
requirements in form of levels and maximum times where the unit has to trip. However
minimum requirements for the behaviour during disturbed conditions, where a tripping
would be undesirable, are generally missing. Consequently, this results in a lack of
awareness among manufacturers, system operators and planners regarding the behav-
iour of DG units during network disturbances.

Future, universal technical requirements for the interconnection of DG technologies,
should clearly address the lack of immunity equipment is currently suffering from and
thus positively contribute to safety and quality goals without imposing significant addi-
tional constraints.
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1 Challenges and Chances of Distributed Generation

Global needs to reduce emissions and use fossil fuels more efficiently will lead to a
higher number of generators: renewable energy resources are mostly decentralised, and
efficient on-site co-generation is decentralised as well. More and more generators using
renewable energy sources and combined heat and power systems will therefore feed
into the distribution grid. Which impact does this evolution have on the market players?

The evolution has already begun. In countries with favourable political conditions, more
and more small power plants appear in low and medium voltage segments. As an ex-
ample, Figure 1 shows that in the supply region of MVV Energie, there are already more
than 100 small generators connected to the low and medium voltage distribution grid.
Many of these “new” power plants are privately owned. Customers become suppliers of
electricity and heat.

The challenge for this evolution in the electricity grid is to integrate the new generators
most efficiently. In the DISPOWER project, the following aspects have been analysed:

- Power Quality and Safety;
- Energy management and information and communication technologies; and
- Socio-economics.

An increasing penetration of small “on-site” generators in the distribution grids goes
along with new market options — a chance for innovative market players. The market will
require innovative concepts, services and products.
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This paper will present the methodology of implementing three representative pilot in-
stallations (Chapter 2) and then focus on the main lessons learned in the Settlement
“Am Steinweg” in Stutensee (Chapter 3). A summary and outlook will be given in Chap-

ter 4.
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Figure 1: In the MVV Energie supply region with a population of ca. 0.5 mio people, there are
already more than 100 distributed generators connected to the low voltage (blue) and medium

voltage (red) grid.
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2 Pilot Installations in the DISPOWER project

2.1 Classification of Grid Segments

In the DISPOWER project, pilot installations demonstrate “typical” cases for high pene-
tration of renewable energies in a grid segment. In a first step, the DISPOWER team
elaborated on what “typical” could mean in the European diverse context.

/Massucco, S. 2003/ classified European grids according to grid structures and energy
flows in combination with political environment for distributed generation.

The selected pilot installations represent three typical grid segments:
- Residential grid in Germany in the settlement “Am Steinweg” /Pickhan, R. 2004/,
- Residential and commercial grid in Spain /Mingo, B. 2004/; and

- Commercial grid in Germany /Lewald, N. 2004/.

2.2 Monitoring of Power Quality in Selected Grid Segments

In the second step, the DISPOWER team elaborated a monitoring concept for grid seg-
ments with high penetration of distributed generation (cf. /Erge, T. 2004/). With this
concept, the partners monitored the impact of PV systems and CHP plants on grid qual-
ity in various grid segments in Germany and Spain.

As a result, the most relevant power quality and safety challenges for the selected pilot
installations were identified as follows:

- Providing information about current grid status and availability of electricity to the
distribution system operator for safety reasons;

- Avoiding the violation of the voltage band in Germany in grid segments with either a
very high density of individual distributed generators or in remote areas; and

- Stabilising the voltage in remote grids in Spain.

Above monitoring results indicated which power quality and safety aspects needed fur-
ther attention in the development of the energy management system — on short, medium
and long term.
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Figure 2: Power quality improvement with an energy management is tested in the experimental
site of IBERINCO in San Agustin del Guadalix, Spain. PV systems may cause power quality
challenges in remote areas, where the grid has not been originally designed to integrate distrib-
uted generators. (Source: IBERINCO)

2.3 Developing and Implementing the new Energy Management System

For a distribution system operator, it is mandatory to know the status of the distribution
grid at any time. With emerging distributed and privately owned generators, monitoring
of these new players becomes important already on short term.

The wish towards actively influencing these new generators on the medium and long
term will require a centrally controlled energy management system in the future.

As an answer to above challenges, the team developed the energy management system
“PoMS” (cf. /Wasiak, |. 2005/). It allows the central monitoring and dispatching of diverse
components in the low voltage grid. For all three individual pilot installations, the team
elaborated management strategies and tested them in the Fraunhofer ISE laboratory.
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2.4 Socio-economic Aspects

Distributed generation goes along with a variety of new stakeholders in the electricity
market. As an example, many PV systems are privately owned and feed into the distri-
bution grid. Consumers become suppliers of electricity. In DISPOWER pilot installations,
the following socio-economic aspects have been analysed:

- Can energy management reduce maintenance and prolong life time of individual
components, leading to a cost reduction for the energy supply system?

- How much cost can an energy service company save through peak shaving and
energy flow optimisation in selected grid segments?

- Is it possible to motivate consumers to influence their demand?

3 Lessons learned in Settlement “Am Steinweg”, Germany

3.1 Configuration of the Pilot Site

This settlement represents a typical residential area: it presents residential loads in a
low voltage grid which is connected to one transformer. The LV network at the location
Stutensee has a ring structure and it is operated in closed configuration. Three main
distributed generators for a total capacity of 68,8 kWp are connected to it: a combined
heat and power plant (28 kW), several Photovoltaic installations with a total nominal
power of 35 kW, and a lead acid battery system (880 Ah) with a bi-directional inverter
/Pickhan, R. 2004/.

3.2 Power Quality and Energy Flow Improvements

At present, there are no “real” power quality problems due to the strong grid structure at
this site. For the medium to long term development the DISPOWER team has simulated
a weaker grid structure and higher penetration of distributed generators. For this setting,
the energy management system achieves improvements as follows. Through the battery
acting as additional load, it is now possible to avoid the violation of the voltage band
caused by the PV plant on sunny days with little load. Even if the grid would normally be
Jull* and disconnect the PV generator, with the energy management the voltage is re-
duced and the PV plant can continue to feed in. This leads to an optimal energy yield by
the PV system. Further, the energy management system shaves peak loads. Of particu-
lar interest is the capability of zero electricity flow at the transformer for a certain period
of time.
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3.3 Energy management system

The energy management system (PoMS) has successfully been developed and imple-
mented at this site and is currently in operation /Walther, J. 2004/. It consists of several
individual modules which are the basis for further development for other management
systems for grid segments with high share of distributed generation. The detailed results
of the experiments will be available in December 2005.

3.4 Socio-Economic Issues

The settlement “Am Steinweg” is characterised by real market conditions, such as dif-
ferent contract relations and tariffs for diverse distributed generators (privately owned
and utility owned), economic evaluation of operation modes and social integration of
inhabitants of the settlement into the DISPOWER project. For example, all photovoltaic
installations are owned by private persons.

The DISPOWER team optimised CHP operation, resulting in less maintenance cost and
longer lifetime due to reduced starts and stops. In addition, economic optimisation of the
energy supply in the settlement has been achieved by peak shaving and influencing
energy flows via the MV transformer.

Furthermore, 22 families living in the settlement “Am Steinweg” co-operated successfully
in the demand side management experiment “Washing with the Sun”: SMS controlled
washing in order to privilege PV energy consumption.

Figure 3: The low voltage grid segment “Am Steinweg” is connected to the medium voltage grid
via the transformer in this building. The combined heat and power plant is integrated into the
same building at the rear side. (Source: MVV Energie)
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4 Summary and Outlook

This paper presents the methodology and first results of pilot installations in the
DISPOWER project. They demonstrate market options, e.g. the chance to improve
power quality with an energy management system. Further, the energy management
improves the economic operation of the energy supply.

In the next step, the operation results of the energy management system will be evalu-
ated in detail. The DISPOWER results are a basis for expanding the energy manage-
ment to loads, which are in the current project represented by the battery . The monitor-
ing concept and the individual modules of the energy management system can be ap-
plied to other pilot installations in future projects.
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The power systems of Denmark are characterised by a high penetration of distributed
generation (DG) comprised of small to medium scale combined heat and power plants
(CHP) and wind turbines (WTs). This is especially true in the western part of Denmark
where 75% of all Danish WTs are situated. In 2004 local CHP made up 30% and WTs
23% of the electricity consumption of that area.

Today, more than 50% of the total production capacity is dispersed throughout local
distribution grids of 60 kV voltages and below. As a consequence, it has become more
difficult to predict and to control the total electricity generation.

The daily operation of a power system with massive infeed from uncontrolled CHP and
WTs is not without problems as the CHP units operate on the basis of heat demand and
time of day tariffs and WTs according to the wind, whereas the demand profile is deter-
mined by the consumers. So far, the strong interconnections to neighbouring areas and
efficient international power markets have prevented malfunctions.

However, the impacts on power markets, system operation and security of supply are
causing concern. Hence Energinet.dk, the transmission system operator (TSO) of Den-
mark, is developing new solutions for optimal management of the large DG base at
hand.
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This paper shortly introduces the newly formed Energinet.dk, the power system of west-
ern Denmark and the need for a new system architecture. The concept of 60 kV distribu-
tion grid cells is introduced before concentrating on the Cell Controller Pilot Project that
Energinet.dk is currently undertaking.

1 About Energinet.dk

On 24 August 2005 the Danish Minister for Transport and Energy established the inde-
pendent public corporation Energinet.dk. The company is the new national power and
gas TSO established through a merger of the former TSO companies Eltra, Elkraft and
Gastra operating the power systems of western Denmark, eastern Denmark and the
national natural gas transmission system, respectively.

Figure 2 shows the power transmission
systems of Denmark. The power system of
western Denmark (former Eltra) comprises

Norge

400 kv

the peninsula of Jutland, the island of Fu- 220 kv
. 150 kV

nen and a number of smaller islands. To HVDC

the south it is AC-connected to Germany
and hence part of the UCTE grid. To the
north it is interconnected to Norway and
Sweden through a total of five HVDC links.
The power system of eastern Denmark
(former Elkraft) comprises the Islands of
Sealand, Lolland and Falster and a number
of smaller islands. To the north it is AC-
connected to Sweden and hence part of Tyskand

the NORDEL grid. To the south it is inter-  Figyre 2. The two power systems of Energi-
connected to Germany through one HVDC net.dk.

link. The two areas are not electrically
interconnected.

Sverige

2 A Transformed Power System

Since the late 1980s Denmark has experienced a vast growth in DG. The power system
was characterised by a few large CHP units situated in or near each of the major cities
for district heating purposes. The electrical power was fed into the power system at 400
or 150 kV level from where it flowed in a unidirectional way down through the voltage
levels towards the loads at the low voltage end of the distribution system. Today, in the
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western part of Denmark, more than 50% of the installed production capacity is dis-
persed throughout the entire distribution system as illustrated in Figure 3 (a) and (b).

The annual growth in installed DG for the western part of Denmark can be seen in
Figure 4 together with the primary production capacity compared with the consumption.

The present situation is characterised by the fact that the distribution networks have
become active power producers. Several distribution companies have today installed
DG capacity that outnumbers their total load many times over on windy days. They have
become net power exporters.
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Consumption Active distribution networks

Figure 3. The transition from primary production (a) to local production (b).
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Figure 4. Development of the power balance in western Denmark.

The present installed production capacity per voltage level in the western part of Den-
mark is depicted in Figure 5. The total installed capacity in this area can be summarised
to 3,502 MW primary CHP, 1,643 MW local CHP and 2,374 MW WTs totalling 7,519
MW. In comparison, the minimum load of the area is approx. 1,150 MW and the maxi-
mum load is approx. 3,800 MW.
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Interconnections
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Interconnections 5 primary units: 1,914 MW
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10-20 kV .

{545 local CHP units: 1,087 MW
4,074 wind power units: 2,214 MW

400 V

Non-dispatchable and beyond central control

Figure 5. Production capacity per voltage level in western Denmark.

3 A New System Architecture

In the present power system of western Denmark the following security problems have
been identified:

e Local grids cannot maintain normal n-1 security if local generation exceeds local
demand and if separation of generation and consumption is insufficient.

e Security analysis has become less accurate due to missing information on local
generation and unpredictable wind power.

e Protection relays trip local generators after distant faults on the high-voltage trans-
mission grid.

e Traditional under-frequency load shedding schemes will disconnect both load and
generation.

e Restoration after fault has become more complicated and more time consuming.

The conclusion reached is that to maintain efficient and safe operation of the power
system with a continuous and even increasing high share of DG it requires the tradi-
tional system architecture to be redesigned.

The targets identified so far as part of the redesign process are:

e Sufficient domestic resources must be available to maintain a balance between
demand and generation.
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e Improved operator knowledge of actual system conditions both locally and centrally.
o Efficient system control particularly during emergencies.
e Black starting capabilities using local generators.

To fulfil the above targets, one important element of the new system architecture will be
closer integration between TSO and distribution system operators (DSOs). This requires
a new communication system encompassing the entire infrastructure. Another element
will be to abandon the prioritised operation and fixed electricity prices for local CHP
plants. The CHP process can save energy, but only if there is a demand for both heat
and electricity. Therefore, local CHP plants should generate electricity only when
needed. Efficient electricity markets do provide proper price signals for optimisation of
electricity output.

In a traditional power system, the large generating units are decisive for system stability.
When the share of these units is falling, the power system must increasingly rely on
smaller units regarding fault-ride-through capability and black-start capability. Local grids
and production units must be renovated in order to meet such new requirements.

Numerous other measures must be adopted, and the transition into the new system
architecture will be a long process. Several international research and development
programs are focusing on new power system architecture and on efficient operation of
DG.

4 Definition of a 60 kV Distribution System Cell

The 60 kV distribution systems in Denmark were traditionally constructed as meshed
networks with at least two infeeds to every station to secure supply of the underlying
area even during faults on any 60 kV line. The 60 kV systems are connected to the 150
kV transmission grid through a number of 150/60 kV transformers. However, in Jutland,
the main land of western Denmark, the 60 kV network parts below each 150/60 kV
transformer are operated as radial networks by opening a sufficient number of 60 kV line
breakers in selected substations and thus sectioning the meshed networks. This is done
to prevent the 60 kV distribution networks from taking part in any power transit flowing
on the transmission system either north-south or south-north between the hydro-based
systems of Norway and Sweden and the fossil and nuclear based systems of western
Europe. An example of such a 60 kV distribution system is depicted in Figure 6.

A small part of a radially operated 60 kV distribution network below one 150/60 kV trans-
former might look as in Figure 7.
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Figure 6. Typical 60 kV grid of a distribution company in western Denmark. Bluish (dark)
substations are 150/60/10 kV substations. Yellow (light) substations are 60/10 kV substations.
The radial operation is indicated by the position and color of the power circuit breaker sympols
(red: closed, green: open).
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Figure 7. Sketch drawing of a small part of a 60 kV distribution network below one 150/60 kV
transformer. Load, WTs and CHP indicated at 10 kV busbars only.
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These distribution systems are characterised by a large number of WTs and to a lesser
extent CHP units scattered all over the 10 kV, 0.6 kV and 0.4 kV networks (only 10 kV
grid connections are shown in Figure 7 for reasons of simplicity).

The uncontrolled operation of WTs and to a lesser extent the heat constrained operation
of CHP plants have caused severe uncontrolled reactive power flows both ways through
the 150/60 kV transformers of each radially operated 60 kV network, as illustrated in
Figure 9. The figure shows the total reactive power transfer between the 60 kV distribu-
tion grids and the 150 kV transmission grid

in western Denmark in 2003. MVAr

150 kV 50p

As a consequence Eltra, the former TSO of
western Denmark, in 2004 imposed limits T ‘
on the acceptable level of reactive power 0

v

transfer on each 150/60 kV transformer.
This Mvar-Arrangement, as it is called,
introduces Mvar limits in three steps to-
wards the final limits in 2004, 2005 and
2006, respectively. The responsibility of
keeping these limits rests with the distribu-  Figure 9. Total reactive power transfer
tion companies. The Mvar-Arrangement is between distribution and transmission
controlled and supervised by Energinet.dk. ~ '€Vels in western Denmark in 2003.

60 kv -500
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Each sectionised, radially operated 60 kV network below each 150/60 kV transformer
was in 2004 defined as 60 kV distribution cells in order to give a clear definition of the
areas that cause excessive reactive power flows in corresponding 150/60 kV transform-
ers. This definition also enables a clear discussion of responsibilities as technicalities
like borders of ownership are also taken care of.

It has become clear to both the TSO and the DSOs that in the end the Mvar-
Arrangement necessitates some form of intelligent reactive power control or voltage
control within each cell area.

5 Cell Controller Pilot Project

In recent years power systems in North America, Italy, Sweden and Denmark have all
experienced blackouts of large areas involving millions of consumers in each event. All
of these blackouts were caused by voltage collapses due to insufficient reactive power
resources available locally.

These blackouts are not seen as isolated events but rather as a consequence of the
introduction of market driven power systems indicating that the power systems are oper-
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ated closer to the limits without timely investment in the necessary reinforcements.
Hence it is believed that such blackouts can and will happen again.

This perception motivated Eltra, the former TSO of western Denmark, to initiate a Cell
Controller Pilot Project (CCPP) with the following ambitions:

e High Ambition: In case of a regional emergency situation reaching the point of no
return, the cell disconnects itself from the high voltage (HV) grid and transfers to
controlled island operation.

e Moderate Ambition: After a total system collapse the cell black-starts itself to a state
of controlled island operation.

The cell in the CCPP is being defined as explained in section 4 of this paper. The project
aims for the High Ambition but the project will be fully accepted if only the Moderate
Ambition can be fulfilled.

The High Ambition aims at preserving as many cells as possible in island operation thus
securing power supply to as many consumers as possibly during a black-out of the HV
grid. Both ambitions aim at having black-start capabilities available in a very short time
distributed throughout the power system. In fact the CCPP is the first pilot towards utilis-
ing the voltage and frequency control capabilities of the more than 1,600 MW synchro-
nous generators locally installed at CHP units in western Denmark.

The CCPP aims to:

e Gather information from the international community about the feasibility and ap-
proaches to utility-scale microgrids (cells)

o Develop requirements specifications and preliminary solutions for a pilot implementa-
tion of the cell concept

¢ Implement measurement and monitoring system to gather and analyse data from the
targeted pilot area

o Perform detailed design, development, implementation and testing of a selected pilot
cell

In order to ensure a timed stepwise approach towards a fully implemented pilot cell the
CCPP has been divided into a number of phases with the following contents and project
schedules:

A. This is the initial Information gathering phase partly through convening three work-
shops with invited Danish and international experts and partly through a compre-
hensive data collection conducted at a distribution company inclusive of CHP units
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and WTs of that area. Two of the workshops were held in Denmark and one in the
USA. In this phase the requirements specifications and preliminary design of a pilot
cell were worked out. This phase was initiated in November 2004 and was recently
completed in early October 2005.

B. Perform implementation and testing of the necessary measurement, monitoring
and data communication system in a selected part of the pilot cell. A detailed de-
sign and laboratory-scale testing of the prototype cell controller will be carried out.
This phase awaits the approval of the CCPP phase B application and budget by
the board of directors of Energinet.dk. This phase is expected to last one year with
a probable start in December, 2005.

C. Here the actual pilot implementation and testing of the cell controller in a selected
part of the pilot cell will take place. This phase is expected to last one year with a
probable start in early 2007.

Upon successful completion of phase C the process will be repeated by new phases B
and C with increasingly larger parts of the pilot cell until the entire pilot cell is controlled.

As indicated above one of the progressive distribution companies of western Denmark
has agreed to be part of the CCPP and a suitable 60 kV cell of that company has been
selected as the pilot cell.

The participants of the CCPP are:

e Spirae Inc, Fort Collins, Colorado, USA. Dedicated to designing, implementing and
enhancing the business infrastructure for distributed energy.

e Energynautics GmbH, Langen, Germany. Provides consultancy services to the en-
ergy industry focusing on renewable energies and innovative energy applications.

e Sydvest Energi Net A/S, Esbjerg, Denmark. Independent Distribution Company and
DSO located at the south-western parts of Jutland.

o Energinet.dk, Skeerbeek, Denmark. National power and gas TSO of Denmark.

6 Cell Controller Functionality

To fulfil the High Ambition of the CCPP the cell controller needs to be able to perform a
number of functions in a pilot cell which has been fully prepared for these functions by
constructing the necessary data communication, measurement, monitoring and control
systems. These functions are briefly listed below:

e On-line monitoring the total load and production within the cell.
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e Active power control of synchronous generators.
e Active power control of wind farms and large wind turbines.
e Reactive power control by utilising capacitor banks of wind turbines and grid.

e \Voltage control by activating automatic voltage regulators (AVR) on synchronous
generators.

e Frequency control by activating speed governing systems (SGS) on synchronous
generators.

e Capability of remote operation of 60 kV breaker on 150/60 kV transformer.

e Capability of remote operation of breakers of wind turbines and load feeders.
¢ Automatic fast islanding of entire 60 kV cell in case of severe grid fault.

e Automatic fast generator or load shedding in case of power imbalance.

e Voltage, frequency and power control of islanded cell.

e Synchronising cell back to parallel operation with the transmission grid.

¢ Black-starting support to transmission grid in case of black-out.

The envisioned functionality of the cell controller is partly illustrated in Figure 10. It is
important at this point to understand that each cell will be required to operate in parallel
with the HV power system in any normal and stressed contingency situation. Any normal
fault on the HV grid must still be handled by the ordinary protection systems like dis-
tance relays on the transmission lines etc. This is to ensure that the power system dur-
ing fault situations do not lose power production, short-circuit power, reactive power,
spinning inertia etc. by unintentional islanding of distribution areas with large amounts of
DG in operation. The only exception is that during a regional severely stressed situation
as in an impending voltage collapse, where the point of no return has been reached, the
cell controller can be allowed to transfer the cell into islanded operation.

For the Moderate Ambition the cell will follow the HV power system into a black-out. But
for the cell to be able to black-start itself to steady-state island operation it can be seen
that the cell controller needs almost all of the functionalities as listed above for the High
Ambition.

In either case, the cell controller also needs the ability of communication to/from the
DSO and the TSO SCADA-systems. It is from the TSO that an on-line signal of an im-
pending voltage collapse is envisaged to come based on a phasor measurement unit
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(PMU) based early warning system. It is also from either the DSO or the TSO that the
request to provide black-starting support will be sent to the cell controller.

The advantages for the DSO to be able to communicate with and request services from
the cell controller are plentiful in a future power system. For a start the cell controller can
easily be programmed to minimise the reactive power flow across the cell boundaries
(150/60 kV transformer) and hence automatically ensure that the Mvar-limitations im-
posed in the Mvar-Arrangement are kept at all times.

Input Output
Cell

controller
60 kV
60 kV/
10 kv E y 10

150 kv 150 kV.

Figure 10. Cell controller functionalities. Measuring and monitoring of load and production indi-
cated by (green) arrows pointing towards the cell controller. Control actions on generators, load
feeders and main power circuit breakers indicated by (red) arrows pointing away from the cell
controller.

Other obvious advantages for the DSO are:

e Highly improved monitoring of the area inclusive of all of its main components.
¢ Remote control and switching capability of all main components.

e Automatic reactive power flow control within the cell area.

e Other automatic control functions envisioned by the DSO.

e Controlled transfer of the cell to/from islanded operation.
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In the much more difficult modes of stressed operation of the power system the cell
controller is envisioned to provide additional possibilities:

o Emergency transfer to islanded operation with preservation of maximum possible
power supply.

e Black-starting support for the high-voltage grid.

7 ldentified Knowledge Gaps So Far

A number of knowledge gaps have been identified during the first phase A of the project.
During the coming phases of the project these will have to be dealt with one by one.
These knowledge gaps are discussed briefly in the following subsections.

7.1 Relay Protection of 60 kV Cell Area

The present protection of Danish 60 kV distribution grids is based on distance relays
mounted on roughly 50% of the lines - primarily those lines emerging from the 60 kV
busbars of the 150/60 kV substations. The main contribution of the necessary short
circuit current to drive these distance relays is coming from the 150 kV grid. This implies
that when a 60 kV cell area is in island operation the contribution of short circuit current
is exclusively from dispersed CHP and WT units located on 10 kV and 0.4 kV distribu-
tion feeders. Under such circumstances the distance relays most likely will not function
properly due to lack of short-circuit current. Currently, it is therefore believed that the
future protection of a 60 kV cell area should preferably be based on differential relays on
all 60 kV lines.

7.2 Relaxation of Synchronous Generator Relay Protection

All synchronous generators installed in all CHP plants have had to comply with the re-
quirements on generator protection schemes and recommended settings as stated in
the Eltra Power Station Specifications. Especially, the requirement of and the recom-
mended settings of the synchronous under-voltage relay is of concern in connection with
the ability of the cell to successfully transfer to islanded operation. The main purpose of
this relay is to avoid unintentional islanding of the generator by distance relays discon-
necting a faulted 60 kV line followed by automatic reclosure causing an asynchronous
reconnection of the generator with a possible severe implication of the generator shaft
system.

The general recommended setting of these synchronous under-voltage relays is a volt-
age trip level of 70% of generator nominal voltage and a timer delay less than 50 ms.
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The actual settings on each relay have been calculated individually due to different local
conditions such as e.g. the presence of nearby generators etc.

These settings must be relaxed for a number of seconds when the cell transfers to is-
land operation to avoid tripping of synchronous generators within the cell area due to the
unavoidable dynamic voltage variations during the transition period.

This is not foreseen to pose a big problem as modern relays today already have the
possibility of switching between two sets of settings based on an external signal.

7.3 Cell Controller Early Warning System

In normal parallel operation with the main grid large power imbalances within the cell
area can be expected due to uncontrolled wind and CHP production. The cell controller
then needs lead time to bring the cell close to power balance prior to transferring it to
islanded operation in case of an impending system break-down. Hence an Early Warn-
ing System capable of estimating the risk of an imminent system break-down is deemed
a critical necessity for the cell controller.

In another pilot project Energinet.dk introduces PMUs into the HV transmission grid with
the purpose of gaining knowledge and experience with such measuring equipment and
the type of data they produce. The PMUs measure phase voltages and currents and
their corresponding angles forming a set of voltage and current phasors. The PMUs
then attach to each phasor a very accurate time stamp originating from a GPS satellite.
The novelty of the PMUs is that these very accurate time stamps make it possible to
calculate e.g. voltage phasor angle differences across large distances and without hav-
ing to hardwire a connection between any two measuring equipments. These inter-area
angle differences can then form the foundation of establishing a power system surveil-
lance tool for assessing the level of system stress in the daily operation of the power
system. This is illustrated in Figure 11 and Figure 12.

It is presently believed that such a PMU based power system surveillance tool must be
rule based to take into account all transmission system constraints, operator experience
and established rules of daily operation.

It is presently also believed that based on experience with such a surveillance tool, crite-
ria can be established to determine the point of no return for e.g. an impending voltage
collapse in an extreme stressed situation. Hence a signal can be sent to the cell control-
lers allowing them to initiate an emergency transfer to islanded operation of the cells.
The success of such a transfer will then depend on factors like the amount of lead time
gained, the level of power imbalance within each cell, the available controllable active
and passive components within each cell, etc.
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Figure 11. PMU based system surveillance. Large inter-area angle differences imply static system

stress.
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Figure 12. PMU based system surveillance. Depressed transmission voltages imply a risk of

voltage instability.

7.4 Definition of Point of No Return

To fulfil the High Ambition the CCPP also needs to address and solve the problem of
defining the point of no return i.e. the ultimate time in a severely stressed situation

where the power system can no longer be saved and a black-out is imminent.
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Two approaches have so far been discussed. These are voltage collapse proximity
indexes (VCPI) and QV-curves, the on-line calculation of which will be greatly improved

by the introduction of PMU based measurements as mentioned above.

The VCPI for any given busbar is defined as:

A
VCP|Qi zﬁ
AQ,

Where AQ; is the maximum possible additional reactive load on the selected busbar that
still results in a stable situation (solved load-flow). XAQgen is the resulting total change of
reactive power production of all generators within the power system needed to supply
the increased reactive power demand (AQ;). The larger from unity the VCPI becomes

the more stressed the power system.

For the western Danish power system normal values of VCPI with intact network is in
the range of 1,05 to 1,08. For an extreme n-15 contingency a value of 2,91 has been

calculated.
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Figure 13. QV-curve calculated for a critical n-15 contingency situation for the power system of
western Denmark. How do we define the point of no return?
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Turning to QV-curves these can be on-line calculated based on PMU-measurements.
For the same extreme n-15 contingency situation the QV-curve depicted in Figure 13
has been theoretical calculated. In this QV-curve the indicated point of no return needs
to be defined.

7.5 Controlled Operation of CHP Units

The distributed CHP units in Denmark have all been designed with the primary function
of providing hot water for local district heating systems. To achieve a high fuel efficiency
the smaller units are mostly constructed with one ore more gas engines the exhaust
gasses of which is fed into an exhaust boiler producing hot water for the district heating
system. The generator control systems of such units have been designed for parallel
operation with the grid. The units are either operated at full load to produce hot water for
the hot water storage tank or they are disconnected. The implication of this is that the
control system of these units is designed to primarily serve the hot water production with
less emphasis on the electrical power production. An overview of a typical control and
communication system for a Gas Engine CHP unit designed for parallel operation with
the grid is depicted in Figure 14. Please notice that the control and communication sys-
tem for the exhaust boiler, hot water storage tank and district heating system is not
shown.

SCADA

SCADA system:
Remote access : B « Omron specific protocol
« Internet TCP/IP and SMS
[T

CONTROLLER i PLC l PLC
SYNICHION CHP GASENGINE

GENERATOR GAS ENGINE

Generator system: l Gas engine :
« Directly wired digital, and analog signals Hio oL TAGE « Slow pulls BCD protocol
« Directly wired digital, and analog signals

Figure 14. Typical control and communication system for a Gas Engine CHP unit.
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Compared to the communication speed necessary for cell controller remotely controlled
voltage and frequency regulation on each gas engine the existing control and communi-
cation systems are deemed to slow. Hence there is a need to upgrade the control and
communication systems of most of these units:

e Rewiring the control circuit for faster communication.

e Fast external communication of set points for voltage and speed control.
e Fast external communication to the power management system.

e Changing the SCADA system to handle new or more strategies.

e Re-programming the control system to switch between parallel and island operation.

7.6 Controlled Operation of WT Units

Almost all of the WTs installed in Denmark are of the so-called Danish concept type, i.e.
a three-blade rotor connected through a gearbox to an induction generator which is
directly connected to the grid eventually through a step-up transformer. The WTs come
from all of the different Danish vendors and are in most areas of different vintages and
types. These WTs are either no-load reactive power compensated or in recent years full-
load reactive power compensated by switchable capacitor banks. The turbines are either
pitch or stall controlled leaving only little hope for the possibility of doing any active
power control on most of these machines except for opening the power circuit breaker in
situations with power surplus within the cell when preparing for islanded operation.

Still the control of local wind power, i.e. downward regulation of wind power production,
will be an important asset for the performance of the cell if at all possible. In theory, wind
power generation can not only be used for downward regulation, but also for upward
regulation, as long as wind power production is initially limited to a certain percentage of
possible production (delta regulation). In an attempt to make these possible capabilities
available for the cell operation, a detailed understanding of the control possibilities of
especially the latest types of WTs will be necessary.
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8 Conclusion

The Cell Controller Pilot Project presented in this paper along with a PMU pilot project
and other development projects forms the first steps on a long road towards new solu-
tions for optimal management and active grid utilisation of the large amount of distrib-
uted generation present in Western Denmark.

The initial phase A of the project was finalised with a project report in October 2005.
This also implies that this project has a long way to go. There are many unanswered
guestions and a list of knowledge gaps have been identified so far to which the attention
will be directed in the next phases of this and other projects.

The promising aspects of the CCPP as seen from the perspective of both the TSO and
the local DSO's is that a well-functioning cell controller provides a number of new prom-
ising possibilities for medium-voltage distribution areas with a high degree of DG in any
mode of normal operation. In the much more difficult modes of stressed operation of the
power system the cell controller is envisioned to provide additional possibilities such as
emergency transfer of the cell area to islanded operation with preservation of power
supply to as many consumers as possible.

All of this can be made possible by getting access to and actively utilise the already
existing distributed generation facilities in the medium- and low-voltage grids of Den-
mark.
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Netzsicherheitsmanagement im Verteilnetz

P. D. Gorgas

E.ON edis AG

Langewahler Stra3e 60, D-15517 Furstenwalde/Spree, Germany
Tel. +49 (0) 3361 70-2082, Fax +49 (0) 3361 70-3145

E-Mail: Paul-Dieter.Gorgas@eon-edis.com

www.eon-edis.com

Das Netz der E.ON edis

E.ON edis ist ein Netzbetreiber im Nordosten der Bundesrepublik Deutschland. Auf
einer Flache von 36.000 km?, die sich tber die zwei Bundeslander Mecklenburg-
Vorpommern und Brandenburg erstreckt, werden:

¢ 5.290 km Hochspannungsleitungen,
e 26.650 km Mittelspannungsleitungen und
e 43. 490 km Niederspannungsleitungen

erweitert, gewartet und in Stand gehalten.

In dieses Netz sind unternehmenseigene:
e 144 HS/MS-Umspannwerke und
e 18.440 MS/NS-Umspannstationen

eingebunden.

Hinzu kommen noch 59 HS/MS-Umspannwerke und zahlreiche MS/NS-
Umspannstationen, die im Eigentum von Betreibern regenerativer Erzeugungsanlagen
stehen.

Dem Netz der E.ON edis sind noch die MS/NS-Netze von 30 Stadtwerken unterlagert.
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1 Die Entwicklung der regenerativen Einspeisung in das Netz der E.ON edis

1.1 Die Einspeisemengen

Die Verabschiedung des Erneuerbaren Energien Gesetzes brachte auch fur unser Netz
einen starken Anstieg der regenerativen Einspeisung. Waren es im Dezember 1998
etwa 300 MW regenerativer Einspeisekapazitéten so betrug sie im Dezember 2001
bereits 1.140 MW. SchlieRlich war im Dezember 2004 eine Leistung von 2.380 MW
erreicht. Das bedeutet, dass innerhalb von nur sechs Jahren die regenerative Einspeise-
leistung auf das Achtfache angestiegen ist.

An dieser Stelle sei eingeflochten, dass eine sinnvolle Betrachtung der regenerativen
Einspeisung nur jeweils zum Jahresende sinn macht. Es sind mindestens zwei sich im
Jahrestakt wiederholende Energiequellen beteiligt. Dabei ist eine davon — die Winden-
regie — fir unser Netzgebiet dominierend.

Betrachtet man die Aufteilung dieser Leistung auf die einzelnen Primé&renergietrager
Wind (WEA), Blockheizkraftwerke (BHKW), Photovoltaikanlagen (PVA) und Wasser-
kraftanlagen (WKA) ergibt sich fur das Jahr 2004 folgendes Bild:

¢ WEA 92 %
e BHKW 7 %
e PVA 0,3%
e WKA 0,05%.

Diese Verteilung &ndert sich nur fur die Energiequelle BHKW entscheidend, wenn man
die zugeordneten Energiemengen betrachtet:

o WEA 81 %
e BHKW 18%
e PVA 0,08%
e WKA 0,07%.

Zusammenfassend ist festzustellen, dass im Jahr 2004 40 % der durch die E.ON edis-
Netze geleitete Energie aus regenerativen Quellen stammte.

1.2 Die Inanspruchnahme des Netzes

In 2002 war der Zeitpunkt erreicht, ab dem bei geringen Abgaben an Endverbraucher,
die nicht mehr im eigenen Netzgebiet absetzbare Energie Giber unsere

110 kV-Leitungen ins Ubertragungsnetz weitergeleitet werden musste.
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In der Jahresmitte 2003 zeichnete sich bei den netztechnischen Bewertungen ab, dass
in einigen Teilnetzen der weitere Anschluss von Einspeiseanlagen nicht mehr mdglich
sein wird, wenn getreu dem Buchstaben des Gesetzes fir die angeschlossenen regene-
rativen Anlagen deren Betrieb ohne einschrankende Bedingung mdglich sein muss.
Diese Erkenntnis traf fur die Regionen zu, die in der Windpotentialstudie der Landesre-
gierung Anfang der 90-iger Jahre als windhoffige Gebiete ausgewiesen waren. Hier
reichte die Ubertragungskapazitét der vorhandenen 110 kV-Leitungen in den Schwach-
lastzeiten nicht mehr aus, um die verbleibende Energie auch ,koérperlich* ins Ubertra-
gungsnetz weiter zu leiten.

Fir diese Situation hatte der Gesetzgeber die Netzausbaupflicht vorgesehen. Eine L6-
sung, die fur die Planer, die schlielich Uber eigene Planungserfahrungen verfligen, eine
nicht hinnehmbare Alternative. Selbst unter gunstigsten Bedingungen braucht man fur
den Bau einer 110 kV-Leitung vom Beginn der Planung bis zur Inbetrieb-

nahme mindestens vier Jahre. Die Erfahrungen der Netzbetreiber gehen eher in deutlich
langere Zeitrdume, bis zu zehn Jahre.

Dieser Misere hat der Gesetzgeber bei der Novellierung des EEG mit dem § 4 (3) ein

Ende gesetzt. Hiermit ist also méglich unter bestimmten Bedingungen vom Abnahme-
vorrang abzuweichen. Wir nennen die Losung des Problems ,Netzsicherheitsmanage-
ment*

2 Das Netzsicherheitsmanagement

2.1 Die Voraussetzungen

Fur ein Netzsicherheitsmanagement(NSM) miissen folgende Voraussetzungen gegeben
sein:

Die 110-kV-Leitungen sind nur zeitweise zu 100 % ausgelastet.
Dem Netzbetreiber ist die Online-Uberwachung der Leitungsbelastung méglich.
Der Netzbetreiber (NB) besitzt eine Vorrichtung zum Ubertragen von Steuerbefehlen.

Der Anlagenbetreiber besitzt eine Vorrichtung, mit der er die vom Netzbetreiber ausge-
sandten Steuerbefehle empfangen kann.

Der Anlagenbetreiber setzt die empfangenen Steuerbefehle in Regelbefehle fiir seine
Erzeugungsanlage um.

Bei den fiir unser Netzgebiet festgestellten Benutzungsstunden der Héchstlast fiir rege-
nerative Erzeugungsanlagen mit:
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e WEA 1.694h
e BHKW 5.592h
e PVA 838 h
e WKA 2222h
kann die erste Voraussetzung als gegeben betrachtet werden.

Die Online-Uberwachung unserer 110 kV-Leitungen ist fiir die betroffenen Netzgebiete
gegeben. Damit ist die zweite Voraussetzung erfillt.

Die Mdglichkeit zum Ubertragen und Empfangen von Steuerbefehlen zu den Erzeu-
gungsanlagen musste erst aufgebaut werden.

2.2 Die Randbedingungen

Bei der Konzipierung des NETZSICHERHEITEITSMANAGEMENT war weiterhin zu
beachten:

Die Belastung der Anlagen des Netzes der allgemeinen Versorgung darf zu keinen
Personengefahrdungen fiihren, z.B. unzulassige Durchhange von Freileitungsseilen.

Dem Aussenden von Steuerbefehlen muss eine verlassliche Prognose zur Entwicklung
der Einspeiseleistung mit hoher Aktualitat zu Grunde liegen.

Das Ubertragungssystem muss bei einer hohen Zuverlassigkeit eine geringe Reaktions-
zeit besitzen.

Fur die Umsetzung der Steuerbefehle hat der Anlagenbetreiber nur ein kleines Zeitfens-
ter zur Verflgung.

o Dem Netzflhrer muss die Mdglichkeit eines ,NOT AUS" zur Verfiigung stehen.

o Die Bedingungen zur Teilnahme am NETZSICHERHEITEITSMANAGEMENT mis-
sen mit dem Anlagenbetreiber vertraglich geregelt werden.

o Uber das aktuelle Einspeisevermégen der Erzeugungsanlagen liegen dem Netzfiih-
rer keine Angaben vor.

e Der erste Steuerbefehl muss zu einer deutlichen Reaktion fiihren.
e Eine Rickinformation tiber den Vollzug der Steuerbefehle ist nicht verarbeitbar.

e Steuerbefehle sind nur fiir den Netzbereich herauszugeben, dessen Einspeisung zur
Auslastung des Anlagenteils gefiihrt hat.
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e Das Schutzsystem des Netzes zur allgemeinen Versorgung muss uneingeschrénkt
weiter funktionieren.

3 Die Losung

3.1 Das Ubertragungssytem

Unsere Untersuchungen beziiglich des zu wahlenden Ubertragungssystems filhrten zur
Entscheidung fiir die Funkrundsteuerung. Den Ausschlag gaben dabei folgende Uberle-
gungen:

e Eine Draht gebundene Ubermittelung von Steuerbefehlen wiirde bei kleinen Erzeu-
gungsanlagen einen volkswirtschaftlich nicht zu vertretenden finanziellen und mate-
riellen Aufwand bedeuten.

e Der Zeitaufwand zum Aufbau eines Draht gebundenen Ubertragungssystems ist
keine wirkliche Lésung.

¢ Eine Funklésung gestattet durch die Adressierbarkeit der Empfanger auf sehr leichte
Weise die gezielte Einflussnahme auf unterschiedliche Gruppen von Anlagenbetrei-
bern.

o Die direkte, sofortige und Objekt bezogene Erfolgskontrolle zum ausgesendeten
Steuerbefehl ist nicht erforderlich.

o Da das Netzsicherheitsmanagement fir die Einzelanlagen als eine temporére L6-
sung gilt, sollen bei Wegfall der Notwendigkeit die nicht weiterverwendbaren Ausriis-
tungen minimal sein.

Unter Wertung dieser Aspekte wurden also mit einem Betreiber eines Langwellensen-
ders und dem Errichter unseres Netzleitsystems Gesprache aufgenommen, in deren
Ergebnis wir schlie3lich einen in unser Netzleitsystem integrierten PC-Arbeitsplatz ha-
ben, von dem aus erforderliche Steuerbefehle. Damit sind wir in der Lage, die im Leit-
system maogliche Messwertiiberwachung der Anlagenstréme mit den Vorgaben aus der
NSM-Software zu verknlipfen und gleichzeitig die Handlungsgrundlagen, die Ausgabe
der Steuerbefehle und die Auswirkungen auf die Anlagenstréme in bewahrter Form zu
protokollieren.

Fur den Anlagenbetreiber bedeutet die Funkldsung, dass er nach den Vorgaben des
Netzbetreibers einen Funkrundsteuerempféanger in seine Erzeugungsanlage integrieren
muss. Das ist in der Regel auf dem Messplatz der Verrechnungsmessung maglich.
Sollten die Empfangsbedingungen dort nicht ausreichen, das wird bei der Inbetriebnah-
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me der Anschlussanlage kontrolliert, muss der Anlagenbetreiber noch eine zusatzliche
Empfangsantenne installieren lassen.

Der hinter der Empfangsanlage erforderliche Aufbau einer geeigneten Regelanlage, mit
der die vom Netzbetreiber ausgesendeten Steuerbefehle des Netzsicherheitsmanage-
ments in entsprechende Regelbefehle fur die Erzeugungsanlage umgewandelt und

schlieBlich ausgefuhrt werden, muss der Anlagenbetreiber in eigener Verantwortung
realisieren.

Dieses System zeigt die Abb. 1, ,Funktionsschema des Netzsicherheitsmanagement".

Die Kontrolle, ob der Anlagenbetreiber die Erzeugungsanlage tatsachlich entsprechend
den Vereinbarungen zum NETZSICHERHEITEITSMANAGEMENT einhalt, ist im Nach-
hinein Gber die Abrechnungsmessung mit ausreichender Genauigkeit moglich.

3.2 Die NSM-Philosophie

Im Vordergrund unserer Uberlegungen zur Einfihrung eines Netzsicherheitsmanage-
ments stand, dass es bei allen Bemiihungen, die wirtschaftlichen Auswirkungen fir alle
Beteiligten niedrig zu halten, nicht zu Personengefahrdungen kommen darf. Kritisch sind
hier die Durchhange der Freileitungsseile.

Da das Problem des Erreichens unzulassiger Anlagenbelastungen in unseren Hoch-
spannungsnetzen besteht, wurde es auf der Basis umfangreicher netztechnischer Be-
wertungen der verschiedensten Einspeiseszenarien in relevante (virtuelle) Teilnetze
eingeteilt. Jedes Teilnetz hat im Funktelegramm eine eigene Kennzeichnung.

Dass die groReren Erzeugungsanlagen auch bei der Anwendung eines gestuften Auf-
rufsystems den gréf3ten und schnellsten Beitrag zur Einhaltung zulassiger Anlagenbe-
lastungen beisteuern, ist selbstredend. Aber gerade darauf ist der Netzflihrer zu Beginn
jeder aktuellen Steuerungsperiode angewiesen. Wenn man von ihm erwartet, dass er
wirtschaftlich nachteilige Auswirkungen beim Anlagenbetreiber gering halten soll, hat er
keine Zeit verschiedene aktuelle Einspeise-/Lastszenarien durchzurechnen. Er muss auf
die im Hintergrund laufende Einspeiseprognose und deren Widerspiegelung an der
aktuellen Anlagenbelastung zugreifen, um schnell eine Entscheidung fallen zu kénnen.

Dem zufolge haben wir Priorisierung der Einspeiseanlagen nach installierter bzw. ver-
traglich mit dem Anlagenbetreiber vereinbarter Einspeiseleistung vorgenommen und ein
solches (weiteres) Merkmal im Steuerbefehl hinterlegt.

In diese Priorisierung sind alle Einspeiseanlagen einbezogen, auch die kleine Photovol-
taikanlage. Das EEG zwingt den Netzbetreiber zur Gleichbehandlung aller regenerati-
ven Einspeiseanlagen. Es untersagt es allerdings nicht, eine Gleichbehandlung tGber
Gruppen vergleichbarer Einspeiseanlagen zu realisieren. Damit ist es dann auch mdg-
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lich, der VerhaltnismaRigkeit der Aufwendungen, die ein Anlagenbetreiber bezogen auf
seine AnlagengréRe erbringen muss, Rechnung zu tragen. Das fiihrt dann automatisch
zu den Gruppen:

e Erzeugungsanlagen mit einer installierten Leistung groRer 5.000 kW, Prioritét |

e Erzeugungsanlagen mit einer installierten Leistung groRer 500 kW
aber kleiner/gleich 5.000 kW, Prioritét Il

e Erzeugungsanlagen mit einer installierten Leistung kleiner/gleich 500 kW,
Prioritat Ill .

Fur das Einbeziehen auch der kleineren Anlagen spricht, dass angefragte Einspeisepo-
tenzial fir unser Netzgebiet inzwischen bei PVA ca. 500 MW und bei BHKW

ca. 600 MW betragt. Dieses Potenzial liegt zu etwa 90 % in der Gruppe kleiner/gleich
500 kw!

Bei diesen Gruppen wird also ein gestuftes Aufrufsystem angewendet. Diese Stufen
haben wir wie folgt bestimmt:

e Stufe 0 — keine Absenkung der Einspeiseleistung erforderlich

e Stufe 1 — Absenkung der Einspeiseleistung auf 60 %
der vereinbarten Einspeiseleistung

e Stufe 2 — Absenkung der Einspeiseleistung auf 30 %
der vereinbarten Einspeiseleistung

e Stufe 3 — Absenkung der Einspeiseleistung auf 0 %
der vereinbarten Einspeiseleistung

e NOT AUS - Erzeugungsanlage vom Netz trennen .

Wahrend in die Stufenaufrufe ,0" bis ,3" nur Anlagen einbezogen sind, die mit der Ver-
pflichtung zur Teilnahme am Netzsicherheitsmanagement am Netz arbeiten, sind in der
Stufe ,NOT AUS* alle steuerungsmaRig erreichbaren Erzeugungsanlagen, also auch
diejenigen, die bereits vor der Notwendigkeit des Netzsicherheitsmanagements mit dem
Netzbetreiber einen Vertrag zur Netzeinspeisung abgeschlossen haben, einbezogen.

Keine Rolle spielt in unserer Anwendung des Netzsicherheitsmanagements der Zeit-
punkt des Einbezugs in dieses System. Wiirde man diesen als einen weiteren Entschei-
dungsparameter ins NETZSICHERHEITEITSMANAGEMENT einflihren, waren damit
zum einen ein nicht kalkulierbares - also unvertretbares - Risiko bezuglich des Erfolgs
der Stufenaufrufe und zum anderen ein juristisches Risiko bei rechtlichen Auseinander-
setzungen gegeben.

ISET 2005 91



ZEHNTES KASSELER SYMPOSIUM ENERGIE-SYSTEMTECHNIK 2005

Die unserem Netzsicherheitsmanagement zu Grunde liegende Philosophie stellt
Abb. 2 — Das prioritdre Netzsicherheitsmanagement” - dar.

Zu welchem Handlungsablauf die Umsetzung unserer NSM-Philosophie fuhrt, zeigt
Abb. 3 — ,Reaktionsbeispiel aus der Netzleitstelle“. Hier ist zu erkennen, dass die Hand-
lungen im Netzsicherheitsmanagement bei einer online gemessenen Anlagenbelastung
von 85 % des zulassigen Belastungsstromes beginnen. Enden werden sie dann, wenn
davon ausgegangen werden kann, dass die Anlagenbelastung in Kiirze wieder unter
den 85 %-Wert sinken wird.

4 Schlussbhemerkungen
Es bleibt abschlieRend festzustellen:

o Das Netzsicherheitsmanagement bietet E.ON edis auf vertraglicher Basis an.

e Auch fur das Netzsicherheitsmanagement gilt der Gleichbehandlungsgrundsatz,
d.h., auch Kleinstanlagen werden grundsatzlich in das Netzsicherheitsmanagement
einbezogen.

e Eine Vorhersage der wirtschaftlichen Auswirkungen ist dem Netzbetreiber nicht
maoglich. Das ist schon deshalb nicht méglich, weil neben der Vielzahl der zu beach-
tenden Einflussfaktoren der Netzbetreiber nur mit der Anzahl und der Dauer der
NSM-Aufrufe Einfluss nimmt.

o Den Funkrundsteuerempfanger bietet E.ON edis parametriert zum Kauf an. Fir
Anlagenbetreiber, die den Funkrundsteuerempfénger anderweitig erwerben mdch-
ten, wird die entsprechende Geratebeschreibung bereitgestellt.

e Nach ausreichender Betriebserfahrung werden wir die Sinnfélligkeit der Hohe des
Alarmwertes Uberprufen und erforderlichenfalls entsprechende Anpassungen vor-
nehmen.

e Auf dem Netzflhrer lastet bei der Anwendung des Netzsicherheitsmanagements
eine hohe Verantwortung. Er hat einerseits den vollen Funktionserhalt unseres Net-
zes zu sichern und andererseits im Rahmen seiner Moglichkeiten dafiir zu sorgen,
dass die erforderlichen Eingriffe in den Produktionsprozess des Anlagenbetreibers
minimiert werden.

¢ Die Entscheidung zur Teilnahme am Netzsicherheitssystem muss in jedem Einzelfall
der Anlagenbetreiber fallen. Bei einer Entscheidung zur Nichtteilnahme bleibt ihm
nur die Alternative, die Inbetriebnahme seiner Erzeugungsanlagen auf den Ab-
schluss der NetzausbaumafRnahmen zu verlegen.
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Einbindung einer Kraft-Warme-Kopplungs-Anlage (Gasturbine)
in das Netz der Universitat Goéttingen

W. Geisler (ehem. E.ON-Mitte AG, Kassel)
Ulmenstr. 21, D-34117 Kassel / Germany
Tel.: +49 (0) 561 18345

E-Mail: winfried.geisler@web.de
www.eon-mitte.com

1 Einleitung

Die Georg-August-Universitat in Géttingen wurde 1737 gegrundet und ist nahezu in
allen wissenschaftlichen Disziplinen einschlief3lich der Medizin an insgesamt 13 Fakulté-
ten vertreten, die Uber weite Teile der Stadt Goéttingen verteilt sind. Fir die Versorgung
aller Bereiche, zu denen u. a. Institute, Sportstéatten, Wohn- und Pflegeheime und ins-
besondere das Klinikum gehdren, werden ein Heizkraftwerk zur Erzeugung von Fern-
warme, Dampf und Klimakalte einschlieRlich dem erforderlichen Rohrnetz und ein Mittel-
und Niederspannungsnetz zur Verteilung der elektrischen Energie betrieben.

1995 errang die damalige EAM Kassel (heute E.ON-Mitte AG) im Wettbewerb ihr bisher
groéRtes Projekt zur Kraft-Warme-Kopplung:

Den Umbau des bestehenden Heizwerkes der Georg-August-
Universitat Gottingen zu einem Heizkraftwerk mit Gasturbine. /2/

Im Rahmen des Contracting-Vertrages erfolgte am 1. Januar 1996 die Betriebsuber-
nahme des Heizwerkes, der Kalteerzeugungsanlagen und des 20-kV-
Mittelspannungsnetzes mit damals 5 Schaltstationen sowie 22 Durchgangsstationen.

Zusatzlich zur Erneuerung des Heizwerkes stand die Modernisierung des Netzleitsys-
tems flr das Mittelspannungsnetz an. Dieses System loste die proprietére Netzfih-
rungsstelle mit Mosaikbildtechnik und Systemkomponenten aus den Jahren 1960/70 ab.
Im November 1997 wurde die Inbetriebnahme des Systems abgeschlossen. Die Leitstel-
le ist seitdem vollsténdig in den Netzfiihrungsbetrieb der E.ON-Mitte AG integriert.

Im Jahr 1998 folgte die Erneuerung des Heizkraftwerkes mit einer optimalen, 6kologi-
schen und 6konomischen Gesamtlésung. In dieses Gesamtkonzept wurde zusétzlich
zur Lieferung von Wéarme, Dampf und Klimakélte auch die Erzeugung von Strom einbe-
zogen. /1/
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2 Das Heizkraftwerk Goéttingen

Unter der Regie der damaligen EAM Kassel und einer Reihe bedeutender, nationaler
und internationaler Unternehmen entstand in knapp neun Monaten das neue Gasturbi-
nen-Heizkraftwerk.

In dieser Zeit wurde das 1969 erstellte, mit erdgas-/heizélbefeuerten Dampf- und Heifl3-
wasserkesseln betriebene Heizwerk unter Beriicksichtigung des Betriebes und den dazu
notwendigen Provisorien ersetzt.

Nach Durchfiihrung einer Optimumstudie wurde von der EAM Kassel ein mafRgeschnei-
dertes Konzept mit den folgenden Losungselementen festgelegt:

e  Teilstromversorgung durch Kraft-Wéarme-Kopplung (KWK)

e  Grundlastversorgung durch KWK-Anlage mit Fernwarme und Dampf aus Ab-
warme der Gasturbine

e  Spitzenlastversorgung mit Fernwarme und Dampf, vornehmlich im Winter, mit
Dampf- und HeiBwasser-Erzeugern

e  Schwachlastversorgung, insbesondere in den Ubergangszeiten, tiber einen
kleinen Schwachlastdampf-Erzeuger

Bild 1: Das Heizkraftwerk der Universitat Gottingen
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Das Heizkraftwerk arbeitet auf Erdgasbasis und ist unterbrechungsfrei umschaltbar auf
leichtes Heizol.

Mit diesem gegentiber dem bisherigen Heizwerk neuen Konzept ist der Priméarenergie-
aufwand um 30 % zurlickgegangen. Die CO2-Emission konnte um 46 % gesenkt wer-
den. /1/

Fir die Verteilung steht ein Rohrnetz zur Verfigung. Das Dampfnetz ist ca. 1.000 m,
das HeilRwassernetz 11.150 m lang. /2/

3 Das 20 kV Mittelspannungsnetz der Universitat Géttingen

3.1 Betriebsfiihrung
Das 20-kV-Mittelspannungsnetz ist ein reines Kabelnetz mit folgenden Netzdaten:

e 36,8km 20 kV Kabelnetz
e 4  Schaltstationen
e 23 Durchgangsstationen

e 119 Transformatoren 20/1 kV mit 125 bis 4000 kVA und
75 Niederspannungshauptverteilungen

Im Normalschaltzustand wird die Universitat vom E.ON-Mitte Umspannwerk Weende
direkt Uber einen separaten Transformator versorgt. Mit mehr als 5.000 Betriebsstunden
speist die KWK-Anlage parallel in das Netz ein. Zuséatzlich besteht zur Reserve eine
Netzverbindung zum E.ON-Mitte Umspannwerk Leinestral3e.

Die Verteilung der elektrischen Energie erfolgt (iber das Mittelspannungsnetz, die
Schalt- und Durchgangsstationen und die darin installierten Transformatoren und Nie-
derspannungshauptverteilungen.

Die Leitungsstrecken zwischen Schaltstationen und Durchgangsstationen sowie zwi-
schen Durchgangsstationen untereinander sind Uber Kabeldifferentialschutz tberwacht
und selektiv geschitzt.

Das Netz wird Uber eine Petersenspule geldscht betrieben. Fir die Ortung von einpoli-
gen Fehlern (sog. Erdschliisse) werden aus den Schaltstationen die Informationen von
Wischer- und Wattmeterrelais genutzt.

ISET 2005 95



|- ZEHNTES KASSELER SYMPOSIUM ENERGIE-SYSTEMTECHNIK 2005

Haupteinspeisung Reserveeinspeisung
E.ON-Mitte E.ON-Mitte
UW Weende UW LeinestraBe
UW wWeende-Uni l 55T {konomie l
Tierarztliches
Institut
ot Hautkii Walte-
Tierphysio- EnMI isie nik el
logle PP ey 207 57 Ueoden- A wenzweck-
Chemis Pflanzen- "‘iw N]L kunde gebAude
pathologie
i iel |UBF-S3 UBF-M2 - GoBlerstr.
Physik Mineralogie o =

Fernmelde- j plEEs
gebaude UBF-52 - 3

SST Heizwerk S BRLIAGED

. !
Einspeisung  Einspeisung ‘U
NEA- Gasturbine SST Versorgung
Aggregate

Bild 2: Ubersichtsschaltbild des 20-kV-Mittelspannungsnetzes

3.2 Netzautomation

3.2.1 Das Netzleitsystem

Fur die Uberwachung und Steuerung des gesamten Netzes und die Automatisierung
des Notstromkonzeptes steht ein gedoppeltes Netzleitrechnersystem mit 3 Arbeitsplat-
zen zur Verfugung. Das gedoppelte Rechnersystem steht prozessnah im Heizkraftwerk
Gottingen. Alle Schaltstationen und Durchgangsstationen sind tber Fernwirktechnik und
redundanten Ubertragungswegen mit den gedoppelten Leitrechnern verbunden. Zwei
Arbeitsplatze sind in der zentralen Netzleitleitstelle Kassel/Baunatal der E.ON-Mitte AG
integriert. Der dritte Arbeitsplatz, mit Standort im Heizkraftwerk, wird vom Betriebsper-
sonal der Regioniederlassung Goéttingen zur Ubersicht iiber den aktuellen Netzzustand
und fUr diverse Auswertungen genutzt.

Die wesentlichen Aufgaben und Funktionen des Netzleitsystems sind:

¢ Uberwachen, Melden und Steuern des 20-kV-Mittelspannungsnetzes einschlieRlich
der 20/1-kV-Transformatoren
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e Messen und Zahlen zur Bilanzierung der Energiedaten
e Steuerung der Gasturbine und der NEA-Aggregate

e Umschaltautomatik zur Erkennung und automatischen Abwicklung des Notstrom-
konzeptes

3.2.2 Notstromkonzept

Im Notstromfall besteht fir die Umschaltautomatik des Leitsystems die Aufgabe darin,
die Haupteinspeisung aus dem E.ON-Mitte Umspannwerk in Weende zu tberwachen
und bei Ausfall dieser Einspeisung innerhalb von 15 Sekunden die Versorgung aus dem
E.ON-Mitte Umspannwerk Leinestraf3e unter Berlicksichtigung der tatsachlichen Last-
werte ggf. mit optimierten Lastabwurf wieder herzustellen.

Der Notstromfall ist urspriinglich ohne die Einspeisung der KWK-Anlage konzipiert wor-
den. Auch bei Berucksichtigung der KWK-Anlage bleibt die Funktionalitat grundsatzlich
bestehen. Die Auswirkung der KWK-Anlage im Notstromfall wird spater erlautert.

Fur das Notstromkonzept muss die Umschaltautomatik folgende Bedingungen berick-
sichtigen:

Statische Startbedingungen

e Verwaltung einer Prioritatenliste von Lastgruppen und deren Leistungsnennwerte
e Messung der Einspeiseleistung und Bildung der Summenleistung Uni-Netz

o Ausfallerkennung und Verfiigbarkeit der Einspeisungen

e Sténdige Ermittlung der abzuschaltenden Lastgruppen vor Eintritt eines Storfalles
Dynamische Startbedingungen

e Erkennung des Ausfalles der Einspeiseleitung

¢ Ermittlung des spannungslosen Zustandes des Uni-Netzes

Die verfugbare Leistung aus dem Kabelnetz des Umspannwerkes Leinestraf3e ist physi-
kalisch bedingt geringer als die der Haupteinspeisung.

Sollte im Notstromfall eine Unterdeckung durch die Reserveeinspeisung bestehen,
werden durch die Umschaltautomatik optimierte, leistungsreduzierende MaRnahmen
durch Abschaltung von Lastgruppen durchgefiihrt.

Fur den Lastabwurf stehen feste Lastgruppen, die aus einzelnen Verbrauchern gebildet
werden, zur Verfugung. Die Summe der Energiewerte der zu einer Lastgruppe zugeho-
rigen Verbraucher bestimmt den Leistungsnennwert der Gruppe. Die Lastgruppen wer-
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den vom Optimierungsprogramm nach einer festen Rangfolge ausgewahlt. Die Last-
gruppen mit niedriger Prioritat werden zuerst ausgeschaltet.

Die Rangfolge der Lastgruppen ergibt sich aus einer festgelegten Reihenfolge der Stati-
onen gestaffelt nach Verbraucherkategorien. Pro Station sind die Verbraucher entweder
der Kategorie zentrales Dieselnetz (ZDN) oder der Kategorie Normalnetz (NN) zugeord-
net und zu so genannten Verbrauchergruppen zusammengeschaltet. ZDN- und NN-
Verbraucher werden durch separate Transformatoren oder Sammelschienenabschnitte
gespeist. Das zentrale Dieselnetz hat eine hdhere Prioritat als das Normalnetz.

Die sich aus den insgesamt 28 Stationen rekrutierenden 28 ZDN- und 28 NN-
Verbrauchergruppen sind zu 12 Lastgruppen zusammengefasst.

Sammelschiens |

B om

@ Trafo 1 @ Trafo 2
2001 kv 2001 kv
O O
A A 4
Leitung | Leitung I B e - |
v v v
20 Ky Niederspannungs-  Niederspannungs-  Niederspannungs-
Mittelspannungsnetz hauptvirtenung hauptv;rtenung haupbvgrtenung

ZON-“erbraucher ZON-"erbraucher MM-Yerbraucher

Bild 3: Beispiel einer Durchgangsstation mit ZDN- und NN-Verbrauchern

Eine reale Uberpriifung des Lastabwurfes in Verbindung mit den tatsachlichen Verbrau-
chern ist nicht méglich. Fur die Prufung ist im Leitsystem ein Trainingssimulator zum
Test von Lastabwiirfen verschiedenster Lastszenarien eingerichtet. Dieser Simulator
wird zusatzlich zu Schulungszwecken der Schaltauftragsberechtigten in der Netzleitstel-
le fuir den Umgang dieses komplexen Prozesses genutzt.
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3.2.3 Bedeutung der Netzersatzanlage im Notstromfall

Die Netzersatzanlage besteht aus 2 Dieselaggregaten mit einer Leistung von 2,0 bzw.
1,6 MW.

Im Notstromfall werden die Aggregate der Netzersatzanlage gestartet und an das Netz
synchronisiert. Sind durch die gegebenen Lastverhaltnisse Verbraucher durch die Um-
schaltautomatik abgeschaltet worden, kdnnen diese manuell durch die Schaltauftrags-
berechtigten der zentralen Netzfihrungsstelle unter Berticksichtigung der aktuellen
Lastwerte wieder eingeschaltet werden. Das Personal wird dabei durch die gemessenen
und im Leitsystem dargestellten Leistungswerte unterstiitzt.

4 Einbindung der Kraft-Wéarme-Kopplungs-Anlage

Kraft-Warme-Kopplung bedeutet die gleichzeitige Erzeugung von Warme und elektri-
scher Energie. Aus der Gleichzeitigkeit resultiert das Problem durch die unterschiedli-
chen Verlaufe der jeweiligen Bedarfswerte. /2/

Das Heizkraftwerk bedient primér den Warmeprozess. Die durch die Kraft-Warme-
Kopplung erzeugte elektrische Energie speist in das Netz der Universitét in der Be-
triebsart ,Netzparallelbetrieb” ein und deckt damit einen grofRen Teil der Stromversor-
gung ab.

Die Generatorleistung betragt maximal 23 MW.

Wahrend des Netzparallelbetriebes kénnen Fehler im vorgelagerten Festnetz nicht
ausgeschlossen werden. Zwei mogliche Fehlerfélle sollen hier betrachtet werden:

e Ausldésung des 40 MVA Transformators 110/20 kV im Umspannwerk Weende
e Kurzunterbrechung im 110 kV Netz

Fur beide Fehlerfélle gilt, dass die KWK-Anlage die Versorgung des elektrischen Netzes
unterbrechungsfrei und sicher ibernehmen kann, wenn die Regelleistung innerhalb von
+/- 6 MW des momentanen Betriebspunktes im Bereich von 8...23 MW liegt. Die Rege-
lung der KWK-Anlage ubernimmt die Leistungsfiihrung im Inselbetrieb in Abh&angigkeit
der Frequenzabweichung. Zusatzlich wird aus Redundanzgriinden der vom Leitsystem
topologisch abgeleitete Zustand ,Insel” als Bindrinformation an den Regler der KWK-
Anlage ubergeben.

Fur die Ruckschaltung an das Festnetz sind Synchronisiereinrichtung installiert.

AuRerhalb des Regelbereiches von +/- 6 MW wird es zur harten Abschaltung des Gene-
rators der KWK-Anlage kommen. Im Fall
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e Trafoauslésung wird durch Uber-/Unterlast die Frequenziiberwachung bei >= 0,5 Hz
ansprechen und den Generatorschalter ausldsen.

e einer Unterbrechung im 110 kV Netz wird der Ausbefehl der 110 kV Schutzorgane
auf den Generatorschalter der KWK-Anlage gefiihrt.
Anmerkung:
Eine asynchrone Zusammenschaltung des Generators mit dem Festnetz nach ,er-
folgreicher” 110 kV-Kurzunterbrechung wird verhindert.
Das Ergebnis der Leistungsbilanz, die das Leitsystem permanent durchfuhrt, steuert
diesen Ausbefehl zum Generatorschalter und nicht, wie innerhalb des Regelberei-
ches, auf den Ubergabeschalter zum Festnetz.

Fur die Umschaltautomatik sind in diesenFéllen die dynamischen Startbedingungen
erfullt. Es tritt, wie bereits beschrieben, das Notstromkonzept in Kraft.

Wie der Begriff Teilstromversorgung aussagt, besteht von der KWK-Anlage zum Fest-
netz eine ,lose* Kupplung (Definition: Leistungsfluss an der Ubergabestelle ungleich

0 MW). Eine Auswertung der entsprechenden Leistungswerte in einem Zeitraum von 12
Monaten zeigt, dass die Regelleistung innerhalb des Regelbandes von +/- 6 MW bei
nahezu der Hélfte der Betriebsstunden der KWK-Anlage liegt. Unter Berilicksichtigung
des ausgezeichneten Regelverhaltens und der Inselfahigkeit der KWK-Anlage kann man
in diesen Zeitraumen dann von einer so genannten ,festen Netzkupplung ausgehen.

[Mw] 15
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Regelband —— Regelleistung === Regelleistung innerhalb
des Regelbandes von +/- 6 MW

Grafik 1: Verlauf der Regelleistung iiber 12 Monate
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Das Ergebnis spiegelt die konsequente Verfolgung und Auslegung des Konzeptes der
KWK-Anlage wieder.

Fir den Fall von planbaren, betrieblich abnormen Schaltzusténden (z. B. Revision von
elektrischen Betriebsmitteln, die die Verfugbarkeit der Versorgungssicherheit einschran-
ken) kann die Regelung der KWK-Anlage zeitlich begrenzt auf elektrische Fihrung zur
praventiven Vorbereitung des sicheren Inselbetriebes (Stichwort: ,feste” Netzkupplung)
umgestellt werden.

5 Fazit

Das Konzept fur das Universitats-Heizkraftwerk Gottingen stellt eine ausgewogene
Gesamtldsung dar. Die betrieblichen Belange der verschiedenen Versorgungsbereiche
sind effizient bertcksichtigt /1/.

Mit dem Konzept der Teilstromversorgung in Verbindung mit der leittechnischen Unter-
stutzung wurde die Verfligbarkeit der Versorgungssituation verbessert. Fehler aus dem
vorgelagerten Netz kdnnen nach wie vor auftreten. Die Wahrscheinlichkeit eines Ein-
flusses auf die sensiblen Prozesse der Verbraucher wurde verringert.

6 Literatur

/1/ Energie AG Mitteldeutschland: Heizkraftwerk der Universitat Gottingen vereint Um-
weltverantwortung und Wirtschaftlichkeit, 1998

/2] Norbert Nordmeyer, VDI-Arbeitskreis: Die Kraft-Wéarme-Kalte-Kopplung - Eine Ener-
giekonzeption am Beispiel des Heizkraftwerkes der Universitat Goéttingen -,
17.12.1996 (das Dokument wurde nicht veréffentlicht)
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Das BMWA Projekt EDISon — Der dezentral orientierte Ansatz aus der
Sicht des Netzbetreibers

N. Lewald, M. Brendel

Stadtwerke Karlsruhe GmbH

Daxlander Str. 72, D-76185 Karlsruhe / Germany
Tel.: +49 (0)721 599-4104, Fax: +49 (0)721 599-4109
E-mail: norbert.lewald@stadtwerke-karlsruhe.de
www.stadtwerke-karlsruhe.de

1 Motivation und Zielsetzung des Projektes EDISon

Okonomische und 6kologische, sowie daraus resultierend politische Randbedingungen
werden in Zukunft zu einer verstarkten Nutzung erneuerbarer, alternativer und effizienter
Energietechnologie flihren. Das komplexe Zusammenspiel aus Liberalisierung des Ver-
sorgungssektors, Forderung nach CO2-Reduktion und Ressourcenschonung sowie der
Ausstieg aus der Atomenergie in Deutschland sollte zu einer Restrukturierung des ge-
samten Energiesektors hin zu flexiblen, dezentralen und verteilten Versorgungssyste-
men mit einem hohen Anteil regenerativer Energieerzeuger zur Folge haben. Schon
heute zeigen uns die Probleme der Windkraft oder auch groRer Biomassekraftwerke die
Grenzen der noch vorhandenen, zentralistisch geprégten Top-Down Architektur des
Versorgungsnetzes bei der Einbindung dezentraler Anlagen.

Das seitens des BMWA' geforderte Leitprojekt EDISon (Intelligente Energieverteilungs-
netze durch Anwendung innovativer Erzeuger-, Speicher-, Informations- und Kommuni-
kationssysteme) hatte als Zielsetzung eben diese Restrukturierung unter Berlicksichti-
gung der 6konomischen und technischen Randbedingungen hin zu einem integralen
Verteilnetz zu untersuchen und anhand exemplarischer Implementierungen zu verifizie-
ren.

Dem Gedanken eines Leitprojektes des BMWA folgend lag ein Schwerpunkt der Unter-
suchungen auf der Umsetzbarkeit, Portierbarkeit und Vermarktbarkeit der Ergebnisse,

! BMWA: Bundesministerium fiir Wirtschaft und Arbeit (urspriinglicher Fordergeber war das BMWi
— Bundesministerium fur Wirtschaft).
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nicht nur in das reale Verteilnetz Deutschlands, sonder unter Beriicksichtigung des
Exports auch in Regionen der zweiten und dritten Welt.

2 Projektbeschreibung

Speicher .+ . Industrie  Power
— bbbl Quality

Haushalt

Steuerung

Brennstoffzelle >

Abb. 2.1: Integraler Ansatz des EDISon Projektes

Abb. 2.1 verdeutlicht den integralen, ganzheitlichen Ansatz des Leitprojektes. Integral in
dem Sinne, daf3 die reine Top-Down Architektur des konventionellen Energienetzes um
dezentrale Komponenten in den unteren Spannungsebenen erganzt wird und sowohl die
Kommunikation als auch der Energieflu und das dazugehdrige Management bidirektio-
nal Uber die Spannungsgrenzen hinweg arbeiten. Ganzheitlich, da zwar vorrangig die
o6konomischen Probleme bei einer derartigen Umstrukturierung zu l6sen sind, aber auch
die technischen, 6kologischen sowie sozial-6konomischen Fragestellungen behandelt
werden sollten.
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Zu diesem Zweck wurde 1999 ein Projektkonsortium aus 11 Mitgliedern2 gegrindet,
welches sowohl aus Forschungsinstituten und wissenschaftlich orientierten Ingenieurb-
ros als auch aus Beteiligten der Industrie und Versorgungsunternehmen bestand, wie in
Abb. 2.2 dargestellt. Die beiden Versorgungsunternehmen (Stadtwerke Karlsruhe GmbH
und EnBW AG) stellten fur das Projekt dedizierte, im Rahmen einer Netzanalyse aus-
gewahlte Netzbezirke zur Verfigung, um die theoretisch gefundenen Anséatze anhand
der Praxis testen und die Ideen respektive Entwicklungen der Forschungsinstitute und
Ingenieurbiiros an der Realitat im Verteilnetz reflektieren zu kénnen.

* Versorger

— EnBW AG

— Stadtwerke Karlsruhe GmbH
* Systemhersteller

— ALSTOM GmbH

Konzept und Demonstration

Schnittstellen

d — Siemens AG

u_n — Hagen AG (Exide)
Gesamtsystem Integration «  Ingenieurtechnik
und — Amtec GmbH
Marketing ~ EUS GmbH

» Forschungsanstalten / Universitaten
) — FHG-ISE/ZSW
Feldtest und Implementierung — Universitat Magdeburg

— Univeristat Paderborn

Abb. 2.2: Projektkonsortium des EDISon Projektes

Zur Vorbereitung der Implementierung war dem Projekt eine intensive Netzanalyse
vorangestellt, welche Ende 2000 zu einer Meilensteinentscheidung tber die tatsachlich
zu implementierenden Anlangen und Konzepte flihrte. Parallel hierzu wurden Speicher-
und Wandlertechnologien untersucht und optimiert, ein fur das Projekt adaquates Kom-
munikationskonzept erstellt sowie eine der Analyse entsprechende Simulation und Pro-
jektierung durchgefihrt. Projekttypisches Monitoring sowie, im Fall eines Leitprojektes
unabdingbar, eine 6konomische Analyse und ein Marketing bildeten den Abschluf3 des
Projektrahmens.

Integrierte Rickkopplungen bei der Entwicklung und Forschung sollten innerhalb des
Projektrahmens zu Prototypen von Anlagen und Konzepten fihren, welche sich ein bis
zwei Entwicklungsgenerationen weiter als 6konomisch darstellbar erweisen sollten.

% Ein Ingenieurbiiro schied leider kurz nach Projektstart durch einen Todesfall aus.
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Projektmanagement und Controlling

TP 1 Netzanalyse

TP 2 Energiespeicher und -Wandler

18 Dezentrales Energie Management System
1=/ BB Intelligentes Kommunikationssystem .

1999 (2000 2001 DA

Abb. 2.3: Teilprojekt- und Zeitstruktur des EDISon Projektes

3 Realisierung

Implementiert wurden auf EnBW Gebiet eine 250 kW PEM-Brennstoffzelle der Firma
ALSTOM, die im Verbund mit bestehenden KWK- und Kesselanlagen mittels eines
dezentralen Energiemanagementsystems den Netzbezug eines Thermalbades optimie-
ren sollte.

Auf dem Gebiet der Stadtwerke Karlsruhe GmbH wurden eine innovative Mittelspan-
nungsgleichstromkopplung (Siemens SIPLINK 2 MVA), zwei mobile Batteriecontainer
(100 kW / 1h) sowie eine kleine PEM-Brennstoffzelle aus einer gemeinsamen Entwick-
lung von Fraunhofer ISE und ZSW installiert. Als Test fuir innovative Kommunikationslo-
sungen wird in einem Testareal der Stadtwerke Karlsruhe die Kommunikation mittels
PLC Technologie durchgefiihrt. Gesteuert werden auch hier die Anlagen mittels DEMS
der Firma Siemens.

Kernbestandteil der Implementierungen ist, wie beschrieben, das dezentrale Manage-
mentsystem (DEMS) der Firma Siemens, dessen Grundkonzeption auf der Erzeugersei-
te in Abb. 3.1 dargestellt ist. Gerade im Bezug auf regenerative Energiequellen ist flr
das Erzielen einer breiteren Akzeptanz sowie das Entkraften bereits vorhandener, 6ko-
nomisch/technisch orientierter Ablehnung, die Erh6hung des energiewirtschaftlichen
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Nutzens notig. Parallel zu der Steigerung des 6kologischen Nutzens kann dieses durch
den Einsatz intelligenter Energiemanagementsysteme erreicht werden.

Ziel dabei ist es, dezentrale Erzeuger, Speicher und Lasten auch kleinerer Gré3enord-
nung durch Zusammenfassen in Clustern wenn nicht immer regelbar so doch zumindest
prognostizierbar zu machen um dadurch zu markt- und vertragsfahigen groReren Ein-
heiten mit Leistungsprofilen zu gelangen. Dem ganzheitlichen Ansatz des dezentralen
Energiemanagementsystems entsprechend sollte gerade die dargebotsabhéangige rege-
nerative Energie der Last zugefiihrt werden, die sie am dringendsten benétigt um
gleichzeitig den Uberregionalen Bezug aus dem Netz energetisch, 6konomisch und
Okologisch zu optimieren.

Verbraucher
Haushalte Industrie

. I l Verteilung:
thermische - - netz
elektrische |

Energie

Interaktive
Zahler-
technik

Erzeuger /
Speicher

Energie-
management | f==
zentrum

Prognose, Einsatzplanung, Optimierung, Regelung, Uberwachung, Erfassung, Kommunikation

Erzeugung Speicherung Verbrauch
Abb. 3.1: Grundprinzip des dezentralen Energiemanagements (DEMS) auf Erzeugerseite

Neben der Prognose der fluktuierenden regenerativen Energieerzeuger kommt dabei
der Fahigkeit des Managementsystems zu einer Verbundoptimierung fur KWK Anlagen
auch unter Beriicksichtigung des Gas- oder allgemeinen Brennstoffbezuges besondere
Bedeutung zu, da gerade in diesem Sektor die gréf3ten Einspar- und CO2 Minderungs-
potentiale zu suchen sind. Diese ,doppelte* Optimierung wurde bei der Implementierung
der Brennstoffzelle im Gebiet der EnBW durchgefihrt, und hat das grundlegende Poten-
tial des dezentralen Energiemanagements eindrucksvoll unter Beweis stellen kénnen.
Die Implementierung auf EnBW Gebiet ist in Abb. 3.2 schematisch wiedergegeben.

Neben einer reinen Erzeuger- und Bezugsoptimierung ergaben sich im Fall der Stadt-
werke Karlsruhe in dem ausgewahlten Netzgebiet vor allem Potentiale durch die dort
installierten und bereits mittels einer Rundsteueranlage in Gruppen steuerbaren Nacht-
speicherheizungen im Rahmen eines komplexen Lastmanagements.
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Wie eingangs bereits angesprochen, wurden im Rahmen des Marketings neben den
rein 6konomischen, technischen Gesichtpunkten und Marktpotentialen auch 6kologische
sowie legislative Randbedingungen eingehender Untersucht. Die hieraus resultierenden
Schlu3folgerungen sind in Abs. 4.2 dargestellt und stellen den eigentlichen Kern des
Berichtes dar.

20-kV-Netz

r afo
( Q ) el.
_E Verbraucher

20/0,4 kV ZB.
Pumpen

HKonventio nell e
BHKW
h Konventionelle
BHK W
PEM- Brennstoff-
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Zusatz-
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warmebedarf Steu erungen

©AM8uI

ooLoE o

ohne PEM-BZ mit PEM-BZ
_ -
0 24 h

Abb. 3.2: Implementierung auf EnBW Gebiet

4 Ergebnisse

Da das Aufgabengebiet des Projektes EDISon aulerst vielschichtig ist und sich die
daraus abgeleiteten Schluf3folgerungen und die Ergebnisse je nach Betrachtungsweise
stark voneinander unterscheiden, werden diese im Folgenden getrennt fiir die techni-
schen/6konomischen sowie die legislativen — die rechtlichen Randbedingungen betrach-
tenden — Aspekte dargestellt.

4.1 Technisch/6konomische Betrachtung

Unter rein technischen Gesichtspunkten kénnen die implementierten Anlagen, mit Aus-
nahme der technischen Verfiligbarkeit der 250 kW, PEM Brennstoffzelle als Erfolg ge-
wertet werden.
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Erwartungsgemalf kdnnen die eingesetzten und teilweise auch vdllig neu entwickelten
Technologien derzeit nur in Ausnahmeféllen 6konomisch sinnvoll eingesetzt werden.
Dies gilt naturgemaf vor allem fir neu entwickelte Hardware.

Die Brennstoffzellentechnologie steckt nach wie vor in der Optimierungsphase. Wéh-
rend die Zelltechnologie selbst und auch die Basis des Reformprozesses sich als
durchaus tauglich wenn auch optimierungsbedurftig zeigen, sind es derzeit vor allem die
nicht optimal angepaf3ten Nebenaggregate, welche gerade im modulierenden Betrieb
als Storquellen auftreten und zudem auch fiir eine Gerauschkulisse sorgen, die sich
durchaus mit modernen KWK Systemen vergleichen lassen muss.

Batteriesysteme kdnnen im derzeitigen Marktumfeld kaum ékonomisch eingesetzt wer-
den. Speichersysteme auf der Basis von Bleitechnologie haben zudem die bekannte
Grof3en- und Gewichtsproblematiken, die sich auch mit Einsatz modernster Technolo-
gien und Konzepten nur schwer reduzieren lassen. Neuere Technologien wie Li-lon
haben in dieser Hinsicht zwar weit aus bessere Potentiale aufzuweisen, sind aber 6ko-
nomisch auch auf mittlere Sicht kaum darstellbar und zudem als sicherheitstechnisch
fragwirdig einzustufen. Die Klasse der elektrochemischen Speichermedien wird somit
auch auf mittlere Sicht ihr Einsatzgebiet in USV-Anlagen finden und nicht in der Netz-
technik®.

Der Einsatz einer 2 MVA Mittelspannungs-Gleichstromkupplung (SIPLINK) laf3t sich
unter den derzeitigen Bedingungen im normalen Netzbetrieb ebenfalls nicht 6konomisch
darstellen, da die passiven Netzelemente des konventionellen Netzausbaus sich als
durchweg stabiler im Betrieb und auch 6konomischer erweisen. Eine 2 MVA MGU wird
allerdings derzeit bei den Stadtwerken Ulm unter 6konomischen Randbedingungen
betrieben, welche aber aus der Sondersituation der Stadtwerke Ulm resultiert mit zwei
Regelzonen verbunden zu sein. Ebenso sind Anwendungen denkbar, bei denen ver-
schiedene Netzfrequenzen oder Phasenlagen andere Losungen nur bedingt zulassen.

Als eines der grundlegenden Probleme von dezentralen Managementsystemen im Nie-
derspannungsbereich erwies sich erstaunlicherweise die Kommunikation. Zwar war das
entwickelte Kommunikationskonzept eines Kommunikationsservers flexibel hinsichtlich
jeglicher Kommunikationsform und lie auch gleichzeitiges Monitoring oder sogar be-
triebswirtschaftliche Auswertungen zu, aber die Kommunikationswege an sich erwiesen
sich als oftmals zu instabil und vor allem zu teuer um sie in einem flachendeckenden

% Anzumerken sei hier, daR in anderen Landern, beispielsweise Japan, Batteriesysteme oft die
einzige 6konomisch sinnvolle Alternative zu einem kompletten Netzausbau darstellen. Dies liegt
jedoch eher an der urspriinglich falsch abgeschatzten Last und des Lastzuwachses im Rahmen der
Netzplanung, als am Preis der Anlagen selbst.
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Einsatz — und dies ist die Basis einer durchgangigen Restrukturierung des Netzes —
darstellen zu kénnen.

Dies gilt neben konventionellen Kommunikationswegen wie Standleitung, ISDN oder
analogem Modem auch fir die innerhalb des Projektes eingesetzte, breitbandige PLC
Lésung. Selbst verfigbare, niederbitratige PLC Systeme sind im Verhdltnis zu dem zu
erwartenden technischen wie 6konomischen Gewinn als zu teuer einzustufen.

Grundsatzlich wird der weitere Ausbau des dezentralen Ansatzes mit der Verfligbarkeit
gunstiger, flachendeckender Kommunikation einhergehen miissen, um die dann erheb-
lich erweiterten Anforderungen an die Netzstabilitdt und das Netzmanagement gewahr-
leisten zu kénnen.

Ahnlich verhélt es sich mit den fiir ein dezentrales Managementsystem bendtigten MeR-
daten, welche im Rahmen des Projektes mit konventionellen, fernauslesbaren PQ-
MefRgeraten aufgenommen wurden. Neben der bereits erlauterten
Kommunikationsproblematik sind schon die Kosten fiir derartige Mef3gerate zu hoch, um
einen flachendeckenden Einsatz mit 6konomischem Nutzen zu ermdglichen.

Optimaler Einsatz der Erzeugungs- und Vertragseinheiten
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Abb. 4.1: Erzeugungs- und Vertragsprognose

4.2 Einbeziehung der derzeitigen Randbedingungen

Das in erster Linie auf der Basis von technischen Innovationen unter der Beriicksichti-
gung 6konomischer Potentiale angelegte Projekt stiel? bereits in der ersten Halfte der
Projektlaufzeit jedoch auf nicht technisch und auch nicht rein 6konomisch angelegte
Probleme bei der Umsetzbarkeit des integralen Projektansatzes in die existierende
Realitat. Dies betraf und betrifft zum einen naturlich die akademisch gepréagte Herange-
hensweise, welche die Realitdten im Verteilnetzbereich nur ungeniigend berlcksichtigen
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konnte, zum anderen aber vor allem die derzeit existierenden und zu erwartenden recht-
lichen Rahmenbedingungen im Bereich des Energiesektors.

4.2.1 Zeit

Ein relativ simples aber gravierendes Problem bei den derzeitigen Anséatzen dezentrale
Anlagen gegen Netzausbau oder Netzverstarkung zu rechnen ist neben den Faktoren
Verfugbarkeit®, zeitliches Profil® und Netzabh'&ingigkeit6 der Faktor Zeit. Gemeint ist hier
diejenige Zeit, fir die elektrische Netze geplant und gebaut werden im Verhaltnis zu
derjenigen Zeit innerhalb derer dezentrale Anlagen annéhernd gesichert betrieben wer-
den.

Abb. 4.2 verdeutlicht hierbei die grundlegende Problematik, daf3 ein elektrisches Netz
auf Grund des sehr gut prognostizierbaren Lastverhaltens normalerweise fiir etwa 40 bis
50 Jahre geplant wird. Beriicksichtigt man vor allem kleinere dezentrale Anlagen bereits
bei der Planung, so kann also bestenfalls von einer annédhernd gesicherten Investitions-
verschiebung gesprochen werden, denn sollte die Anlage auf die sich das Netz stiitzt
nach einigen Jahren nicht mehr bestehen, so muR der Ausbau’ trotzdem, und dann zu

* Derzeit kann keine einzelne Anlage die technische Verfiigbarkeit des passiven elektrischen Net-
zes vorweisen, daher ist eine Berlicksichtigung derartiger Anlagen unter der Pramisse der Versor-
gungssicherheit auch nur beschrankt moglich. Auch die Agglomeration vieler Anlagen unter einem
statistischen Gesichtpunkt fihrt auf Grund der Lokalisierungseffekte dezentraler Anlagen derzeit
noch zu keinem befriedigenden Ergebnis.

® Gerade bei kleinen KWK Anlagen oder auch Windkraft entspricht das zeitliche Einspeiseverhalten
nicht dem Lastverhalten. Saisonal betrachtet verschlimmert sich dieses Ungleichgewicht noch,
auch wenn derzeit intensiv an Kraft-Warme-Kalte-Kopplung auch in kleinerem Leistungsbereich
gearbeitet wird um die Auslastung der Anlagen zu erhdhen und diesen saisonalen ,Makel“ zu
verringern.

® Auch wenn in vielen Versffentlichungen auf Grund der statistischen Ausfallwahrscheinlichkeit
einer Vielzahl kleiner Anlagen suggeriert wird, daf? diese sicherer im Hinblick auf die Versorgungs-
sicherheit seien, so ist es zumindest derzeit Fakt, daR alle derartigen Anlagen nur netzgefiihrt
arbeiten kdnnen. Bei einem Netzausfall gehen diese Anlagen vom Netz und tragen daher sogar
eher dazu bei, einen groReren Netzausfall zu provozieren. Auch hier sei jedoch gesagt, daf3 sich
gerade aktuelle Forschungsprojekte wie etwa das EU Projekt DISPOWER intensiv mit dieser Prob-
lematik beschaftigen und am ISET Kassel bereits netzstiutzende Wechselrichter mit implementier-
ten Statiken arbeiten, auf deren Basis in Zukunft vielleicht an ganzlich anderes Netzszenario mog-
lich sein wird.

" Derzeit heftig diskutiert ist auch der gegensatzliche Ansatz, daR bei einem hohen Grad der De-
zentralisierung eigentlich die Netze zusatzlich ausgebaut werden mif3ten, um zukunftige Ruck-
speisung auch gréRerer Ordnung zu erméglichen.
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héheren Gesamtkosten betrieben werden. Noch schwerwiegender sind die derzeitig
haufigen Anderungen in der Legislative oder gar bei der Firmenfiinrung zu werten, da
hier noch kiirzere Zeitrdume als ZielgroRen vorliegen.

A
Netz
Industrieanlage
Kleinanlage
I Legislative
I Share Holder Value
>
| | | | |
10 20 30 40 50 a

Abb. 4.2: Zeitbereiche der Planung im Energiesektor

4.2.2 Lokalisierung

Dezentrale Anlagen arbeiten zuallererst lokal, daf3 heif3t in einem bestimmten Netzseg-
ment, dessen physikalische Parameter wie zuléssige Spitzenleistung etc. vorgegeben
sind. Rein 6konomisch basierte Ansétze ignorieren meist die physikalisch komplexe
Struktur eines Verteilnetzes und selbst dort wo dies nicht der Fall® ist, wird stillschwei-
gend vorausgesetzt, daf? die jeweilige Netzstruktur zu beliebigen Zeiten sdmtliche Er-
zeugungs- und Lastkapazitaten aufnehmen kann®.

8 Als bestes Beispiel ist hier das DEMS des Projektes selbst zu nennen, innerhalb dessen sich
technische Randbedingungen nur durch Vertrage abbilden lassen, welche naturgemaf nicht die
Funktion eines technischen Schutzes tGibernehmen kdnnen. Das System als solches fuhrt eine rein
o6konomisch orientierte Optimierung durch die voraussetzt, daR die technischen Kapazitaten vor-
handen sind.

° Es sei hier bemerkt, daR auch das deutsche Niederspannungsverteilnetz auf etwa 2,5 bis 3 kW
pro Haushalt dimensioniert ist, welches auf Grund der relativ geringen Gleichzeitigkeit aber den
Anschein erweckt tatséchlich mit bis zu 48 kW pro Haushalt belastbar zu sein. Die Gleichzeitigkeit
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4.2.3 Virtualitat

Der Begriff des virtuellen Kraftwerkes, zumindest die Interpretation des gesteuerten
Kraftwerks auf Knopfdruck, gerat aus eben jenem Grund der Lokalisierung relativ
schnell an seine Grenzen. Die vdllig abgehobene Betrachtung ohne die Beriicksichti-
gung des unterlagerten physikalischen Netzes kann dazu fiihren, da? man mit solch
einem Ansatz zwar global betrachtet einen Erzeugungs- oder auch Netzkapazitatseng-
pal’ vermeiden kann, aber lokal fir genau solche Engpéasse sorgt. Als bestes Beispiel
fur die Virtualitat der 6konomischen Betrachtung kann der Begriff des Bilanzkreises
herangezogen werden, ein bilanztechnischer, virtueller Raum bei dem sich Anlagen an
nahezu beliebigen Standorten befinden kénnen. Aus bilanztechnischer Sicht gerechtfer-
tigt und auch praktisch, wird dieser Raum jedoch haufig gleichgesetzt mit dem zu opti-
mierenden Raum, ohne die Beriicksichtigung einer Netztopologie und ihrer Randbedin-
gungen.

4.2.4 Okologische Rahmenbedingungen

Auch wenn die 6konomischen Rahmenbedingungen fur 6kologische und effiziente Er-
zeugungsanlagen dank EEG und KWKModG derzeit wahrscheinlich nirgends in Europa
besser sind als in Deutschland, so stellt uns die derzeitige Auspragung dieser Rahmen-
gesetzgebung vor schwierige Aufgaben und Probleme nicht nur im Bereich des Netzbe-
triebes auf Grund des Anschluf3zwanges sondern auch des nicht synchronisierten Aus-
baus der Windenergie und des Ubertragungs- und Verteilnetzes.

Die vermiedenen Netznutzungsentgelte des KWKModG und demnéchst auch des EEG
bei der Kostenwalzung, fihren auf Grund des Faktors Zeit wie bereits beschrieben
zwangslaufig zu einer Erhéhung der Netznutzungsentgelte. Der bei 6konomischen Be-
trachtungen oftmals ignorierte Punkt ist die Tatsache, dal3 ein Netz bis auf leitungsab-
hangige Verluste de facto ein FixkostensystemlO darstellt. Zwar geht die Rechnung der
vermiedenen Netznutzungsentgelte fur die meisten Verteilnetzbetreiber weitestgehend
auf, aber der vorgelagerte Ubertragungsnetzbetreiber kann auf der Kostenseite zu-

dezentraler Anlagen spielt somit eine wichtige Rolle bei der Berticksichtigung in die Aufnahmeka-
pazitat des Netzes.

1% Als problematisch ist hier alleine schon die Bezeichnung Netznutzung zu sehen, sie suggeriert,
daR durch die Benutzung des Netzes Kosten entstehen. Diese entstehen tatséachlich durch seine
Existenz (Investitionskosten) und seinen Betrieb (Wartung etc.). Dabei ist es fiir die Netzkosten
weitestgehend unerheblich, wie stark die Nutzung wirklich ist, solange sie sich im Rahmen des
Zulassigen und nicht in der Uberbeanspruchung bewegt.
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nachst schon auf Grund des Faktors Zeit und Gleichzeitigkeit nichts einsparen!. Wenn
schon ein rein 6konomisch getriebener Gesichtpunkt der Liberalisierung vertreten wird,
so sollte dieser konsequent sein. Das derzeitige Kostenwélzungsverfahren paf3t jeden-
falls weder zum rein 6konomischen Ansatz des Netzbetreibers als Bereitsteller der Inf-
rastruktur und der benétigten Dienstleistungen, noch zum 6kologisch orientierten Um-
bau des Netzes selbst.

Die duRerst attraktive Rendite des EEG und KWKModG, welche auf rein betriebswirt-
schaftlicher Basis kalkuliert wird, hat nicht nur dazu gefiihrt, daf in bestimmten Regio-
nen Deutschlands erneuerbare Energien als ,Alptraum* fiir Kulturlandschaft und Umwelt
gesehen werden, sondern auch dazu, dal3 beispielsweise Biomasseanlagen mit einem
elektrischen Wirkungsgrad von weniger als 20% zur reinen Stromerzeugung genutzt
werden kdnnen und die Warme im wahrsten Sinne sinnlos verpuﬁtlz. Ebenfalls direkt
renditegekoppelt ist ein Effekt des Abnehmens von solarthermischen Anlagen zuguns-
ten der Installation von PV Anlagen. Angesichts der Tatsache, daf3 der Priméarenergie-
bedarf in Deutschland vornehmlich durch die Heizung bestimmt wird ein mehr als be-
denklicher Trend.

Gerade der im nachsten Abschnitt beschriebene markttechnische Schutz derartiger
Anlagen fiihrt aber dazu, daR sie nicht an der Versorgung an sich teilnehmen sondern
nur fur die eigene 6konomische Optimierung arbeiten. Dementsprechend missen der-
zeit alle Ansétze scheitern, die versuchen eine Optimierung auch iber die Steuerung
geschitzter Anlagen zu erreichen. Diese Steuerung liel3e sich zwar 6konomisch durch
zuséatzliche Vergitungen oder auch Verlustausgleich bei einer entsprechenden Gegen-
leistung darstellen, aber durch den absoluten Schutz ist hier naturgemaf kein oder
kaum Interesse vorhanden. Der finanzielle Spielraum fiir ein derartiges Vorgehen ist
derzeit viel zu klein um einen echten Anreiz fiir das geschiitzte Marktsegment bieten zu
kénnen an der Versorgung aktiv teilzunehmen und ein finanzielles Risiko einzugehen.

! Die hier oftmals angesprochenen Einsparpotentiale suggerieren ebenfalls, daR durch Stilllegung,
Trafoverkleinerung und @hnliche MaRnahmen tatséchlich Geld eingespart werden kdnnte. Fakt ist
jedoch, jede bauliche MaRRnahme kostet Geld und erhéht somit den Preis gegeniiber dem existie-
renden System. Wenn Einsparungseffekte erzielt werden kénnen, dann nur mit erheblicher zeitli-
cher Verzdgerung und eines harmonisierten und synchronisierten Ausbaus dezentraler Anlagen.

2 Die grundlegende Idee des EEG durch Festvergiitung mit sinkenden Vergltungssetzten einer-
seits den Ausbau erneuerbarer Energien voranzutreiben und anderseits die daftr benétigten,
spezifischen Kosten zu senken, soll hier nicht kritisiert werden. Der Erfolg des Ausbaus und der
Kostensenkung bei den Anlagenpreisen spricht im europaischen Vergleich fir sich. Es ist vielmehr
zu Uberlegen, ob das EEG in dieser Form angesichts des Ausbauvolumen und seiner Folgen sowie
einiger bekannter ,Auswiichse“ nicht neu zu Uberdenken ist.
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4.25 Markt

Wenn von Liberalisierung die Rede ist, wird zwangslaufig auch von Markt gesprochen.
Aber auch wenn von erneuerbaren Energien und Kraft-Warme Kopplung die Rede ist
wird vom Markt gesprochen. Zu differenzieren ist hierbei von welchen Markten tatsach-
lich die Rede ist.

Abb. 4.3 verdeutlicht, da der von EEG und KWKModG keinen Energiemarkt im eigent-
lichen Sinn darstellt, da fiir diese Anlagen eine Abnahmegarantie existiert. Der Markt
existiert hier nur zwischen den Anlagenherstellern und Dienstleistern, nicht aber zwi-
schen den Erzeugungsanlagen an sich. Der urspriingliche Grund der Liberalisierung
jedoch war es einen funktionierenden Erzeugermarkt zu implementieren. Der liberalisier-
te Erzeugermarkt hingegen sieht sich konfrontiert mit der Tatsache, daR er ca. das 0,7-
fache an Windleistung als Kapazitat vorhalten muf3 um ein technisches Funktionieren
des geschiitzten Marktes abzusichern, sich aber gleichzeitig im Wettbewerb befindet.

Gefordert ist hier sicherlich nicht eine Abschaffung des geschiitzten Marktsegmentes,
aber zumindest einen Beitrag eben dieses Marktsegmentes zu den Aufgaben der Ver-
sorgung. Die Versorgung des Kunden inklusive Frequenz- und Spannungshaltung un-
terscheidet sich erheblich von der Produktion von Energie. Unter Umstanden ware es
sogar denkbar, den reinen Gedanken an den liberalisierten Markt zu Gunsten eines
ganzheitlichen Ansatzes fiir eine zukunftsfahige, ékologisch wie 6konomisch und tech-
nisch sichere Versorgung zu uberdenken™.

'3 Neben dem Ansatz, daR die vor uns liegenden Aufgaben der Energieversorgung von einem
reinen, freien Markt wahrscheinlich nur bedingt erfillt werden kénnen oder zumindest nur dann,
wenn die fur ihn maRgeblichen Rahmenbedingungen nicht gegeneinander sondern miteinander
und zielgerichtet arbeiten, stellt sich aus unserer Sicht zunehmend die Frage auf welcher langfristi-
gen 6konomischen Basis eine Liberalisierung Gberhaupt durchzufiihren ist. Samtlichen ékonomi-
schen Ansatzen unserer Zeit liegt der Ansatz des Wachstums zu Grunde. Aber eben diesen will
und mul3 man beim Energiesektor angesichts von Phanomenen wie Klimawandel und Peak Oi/
zumindest bis zum UberfluR alternativer Energieformen vermeiden. Wenn schon unter diesen
Rahmenbedingungen ein Markt implementiert wird, so sollte zumindest Uberlegt werden von einer
degressivenBezugspreisgestaltung abzuriicken und innerhalb vergleichbaren Bereichen eine
progressive Preisgestaltung einzufiihren.
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Sichert Funktion
40 GW WKA
Q o
Liberalisierter Netzbetreiber Geschitzter
Erzeugermarkt Erzeugermarkt

Abb. 4.3: Liberalisierter versus geschiitzter Markt

4.2.6 Liberalisierung

Neben eben erwahnten Gedanken zur Liberalisierung und dem darauf basierenden
Markt, hat der Ansatz der Liberalisierung eine komplette Transparenz einzufordern
letztlich auch im Zeitrahmen des EDISon Projektes dazu gefiihrt, da ein ganzheitlicher
Optimierungsansatz unter den gegebenen Randbedingungen einer rein 6konomisch
getriebenen Liberalisierung gar nicht mehr realisiert werden kann.

Aus Sicht der Okonomie grundlegend erforderlich um zu einem ,fairen“ Markt zu gelan-
gen ist die Forderung nach Transparenz und das aus ihr resultierende /egal unbundiing,
die Trennung von Erzeugung, Ubertragung und Verteilung.

Das erste Problem bei einer Optimierung ist das der unterschiedlichen Zielvorgaben.
Alleine schon die Einfihrung des freien Energiehandels hat dazu gefuhrt, daf? die Opti-
mierungsziele von Netzbetrieb und Handel in ein und demselben Unternehmen durch-
aus entgegengesetzt sein kénnen.

Aus Sicht des Netzbetreibers stellt sich die Frage auf welcher technischen Basis er
optimieren kann, da ihm die vormals genutzten Mittel der Erzeugersteuerung verwehrt
bleiben, bzw. nur tber Umwege14 erreichbar sind. Auch die Laststeuerung gestaltet sich

' Als Beispiel ist hier eine erhohte Vergiitung der vermiedenen Netznutzungsentgelte bei Einspei-
ung zu Peak Zeiten zu nennen oder eine rein vertragliche Absicherung um Netzverluste auszuglei-
chen.
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durch die Trennung von Energielieferant und Netzbetreiber zunehmend schwieriger.
Wahrend einfache, gesteuerte Lasten wie beispielsweise Nachtspeicherheizungen oder
Warmepumpen durch spezielle Vertrage der Netznutzung gesichert15 werden kdnnen,
scheitert dies bei gréReren und damit auch interessanteren Abnehmern®® oft an den
sehr guten Lieferkonditionen fur die Energie. Auch hier greift somit die betriebswirt-
schaftliche Optimierung des Einzelnen und nicht die ganzheitliche Optimierung des
Gesamtsystems.

Der hierbei zu Grunde liegende Denkansatz entspricht im weitesten Sinne dem mecha-
nistischen Weltbild, welches zumindest die Naturwissenschaften bereits Mitte des letz-
ten Jahrhunderts abgelegt haben. Optimiere die Einzelteile, damit ist auch das Ganze
optimiert. Bekannt hingegen aus dem holistischen Weltbild ist, dalR das Ganze mehr ist
als die Summe der Einzelteile. Bei einem komplexen System wie der Energieversor-
gung, bei dem die Einzelteile tiber physikalisch komplexe Abh&ngigkeiten miteinander in
direktem Bezug stehen, ist davon auszugehen, daf} das Ganze erheblich mehr ist als
die Summe der Einzelteile.

Das AuseinanderreiRen eines physikalisch elementar zusammengehdrenden Gebildes
wirft naturgemar grundlegende Fragen der Zusténdigkeiten fur den Betrieb des Ener-
giesystems auf. Viele Fragen der potentiellen Dienstleistungen, die ein Netzbetreiber zu
erbringen hat sind derzeit noch véllig offen, und konnten auch im Rahmen des Projektes
nur angerissen werden, da die derzeitigen Gesetzentwiirfe wahrscheinlich erst durch
rechtskraftige Grundsatzurteile ergénzt werden mussen, um zu einer klaren Rechtslage
zu gelangen.

5 Zusammenfassung

Waéhrend die grundlegende Technik in Form von Hard- und Software fir einen Umbau
unseres Energiesystems bereits zur Verfiigung steht oder in der Entwicklung ist, und es

!5 Bei diesem Typ der Laststeuerung sind eher die technische Ausfilhrung und das generelle Ver-
tragswesen als Hinderungsgrund zu sehen. Zum einen werden ein Teil der Nachtspeicherheizun-
gen Uber Nachttarife gefahren, welche sich nicht beliebig zeitlich verschieben lassen, zum anderen
sind vertraglich zeitliche Verschiebungen in der Steuerung nur schwer wenn nicht gar iberhaupt
nicht durchzusetzen. Durch die standardisierten Lastprofile des VDEW auch fiir unterbrechbare
Lasten stellt hier das getrennte Netznutzer — Handler Konstrukt derzeit noch keine Einschréankung
dar.

'8 Als Beispiel sind hier typische GroRabnehmer wie Lichtbogendfen zu nennen. Wurde friiher bei
temporaren Netzengpassen ein kurzzeitiges Herunterfahren dieser Anlagen vereinbart, stol3en
solche Vereinbarungen auf Grund guter Lieferkonditionen auf wenig Interesse.
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sich absehen lafit, dal auch die 6konomischen Probleme dieser Technologien mittelfris-
tig abnehmen und die technischen Potentiale sich eher vergréf3ern werden, sind es
derzeit vor allem die unklaren und sich teilweise widersprechenden Vorgaben der Rah-
menbedingungen, die einen integralen, ganzheitlichen Ansatz in der Energieversorgung
verhindern.

Als eigentlicher Anwender fiir ein vertragsorientiertes Optimierungssystem kommt letzt-
lich eigentlich nur der Handel in Frage, welcher alleine schon auf Grund des Abstrakti-
onsgrades eines Bilanzkreises kaum Schwierigkeiten haben durfte dem ,integralen”
Ansatz fir alle ihm zur Verfiigung stehenden, vertraglich abgesicherten Anlagen zu
folgen. Der wirklich ganzheitlich integrale Ansatz des EDISon Projektes hingegen wird
auf Grund der Parallelwelten der Okonomie in Form der Liberalisierung und der Okolo-
gie in Form des EEG und KWKModG auch weiterhin keine reelle Chance auf hinrei-
chende Verwirklichung haben. Die rein betriebswirtschaftlich orientierte Sichtweise wird
nicht in der Lage dazu sein, die auf uns zukommenden technischen, 6kologischen sowie
auch sozial-6konomischen Probleme zu lésen.

Was derzeit am dringendsten bendétigt wird ist ein einigermaf3en klares Konzept, wohin
die Reise der Energie in den néchsten Jahren gehen soll, und angesichts stark disku-
tierter Phanomene wie Klimawandel und Peak Oi/wahrscheinlich auch gehen muf3, statt
ein Nebeneinander von sich teilweise im Kern eklatant widersprechenden Rahmenge-
setzgebungen. Dies sollte nicht als Aufruf zur Planwirtschaft mildverstanden werden,
sondern als die einzige Chance den Weg in eine nachhaltige, regenerative Zukunft unter
oben genannten Vorzeichen zu ebnen.
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1 Einfihrung

Derzeitig werden sowohl regenerative als auch konventionelle dezentrale Energieerzeu-
gungsanlagen (DEA) an das Niederspannungsnetz angeschlossen, wobei die maximal
mogliche Energie, die als Primarenergie zur Wandlung zur Verfiigung steht, ins Netz
eingespeist wird. Mit der rasanten Zunahme der Anzahl der DEA, z.B. Photovoltaik-(PV)
und Kraftwarmekopplungs- (KWK) Anlagen sowie kleinen Windkraftanlagen, nimmt auch
die installierte Leistung zu. Die noch in der industriellen Erprobung befindlichen Brenn-
stoffzellen und Mikrogasturbinen werden zukiinftig diesen Anteil noch erhéhen. Zu wel-
chem Zeitpunkt und in welcher Hohe derzeit die Einspeisung erfolgt, bleibt letztlich dem
Betreiber vorbehalten bzw. wird vom Wetter und der Tageszeit bestimmt. Die Netz-
betreiber sind wegen fehlender Beobachtbar- und Steuerbarkeit der DEA ,blind" beziig-
lich der Einspeisung auf der Niederspannungsseite.

In Fachkreisen spricht man von beginnenden ernsten Netzproblemen, wenn die anteili-

ge Einspeisung von DEA ca. 20-25% der gesamten Energieerzeugung erreicht. Voraus-
gesetzt, dass in der jetzigen Strategie - ,Maximale Energieeinspeisung” - so weiter ver-

fahren wird. Das Forschungsprojekt DINAR, gefordert durch das BMU (FKZ 0329900E;

FKZ 0329900D) und mit finanzieller Beteiligung von 17 Industriepartnern hat sich das
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Ziel gesetzt, eine wirtschaftliche und technische Lésung fiir die dezentrale Einspeisung
in der Niederspannung zu finden.

Gesamt - Stromverbrauch 2004 [527,7 TWh] |@Industrie

W Haushalte
O Handel und Gewerbe
O offentliche Einrichtungen

16,2 8,1 W Verkehr
I 43,2 I @ Landwirtschaft
I 733 ‘
| 246,5

i

Bild 1: Stromverbrauch in Deutschland im Jahr 2004

Die Bedeutung der Niederspannung wird in der Aufteilung des Stromverbrauchs (Bild 1)
ersichtlich. Etwa 50% des gesamten Stromverbrauchs (eingerahmter Bereich) erfolgte
im Jahr 2004 auf der Niederspannungsseite. Gleichzeitig sind hier auch die anzahlmé-
3ig hohen Zuwachsraten fur DEA zu erwarten.

2 Neue Strategie

Derzeit werden Lésungen fur den bidirektionalen Energietransfer inkl. des Energiema-
nagements mit bidirektionaler Kommunikation erarbeitet, die kiinftig eine neue Strategie
- die ,,Optimierte Energieeinspeisung” - erméglichen soll. Die Komplexitat solcher L6-
sungsstrategien erfordert die Beriicksichtigung der derzeitigen gravierenden Verande-
rungen des Strommarktes.

Die kiinftige Stromversorgung ist weiterhin durch eine zentrale Einspeisung auf der
Hochspannungsebene gepragt. Dezentrale Energieerzeugungsanlagen werden, wie
bisher auch, an das Mittel- oder Niederspannungsnetz angeschlossen. Die System-
dienstleistungen (Wirk- und Blindleistungsregelung) werden nur noch anteilig durch
Grol3kraftwerke abgedeckt. Vergitet wird in der Regel die eingespeiste Wirkleistung,
zusatzlich kénnen Systemdienstleistungen durch die DEA erbracht werden. Das Haupt-
problem liegt in der Koordination der verschiedenen DEA. Um diese Koordination zu
ermdglichen, ist eine bidirektionale Kommunikation erforderlich. Dadurch wird sich in
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naher Zukunft der Verbundbetrieb durchsetzen, so wie er bereits heute in virtuellen
Kraftwerken vorgedacht und verstarkt untersucht wird.

Zentrale Erzeugung

Dezentr. Erzeugung

Kommunikation

Bild 2: Kuinftige Netzstruktur mit Energiebereitstellung auf Basis optimierten Stromverbrauchs und
optimierter dezentraler Stromerzeugung

3 Lésungsansatze

Um den technisch und wirtschaftlich optimalen Betrieb von DEA am Niederspannungs-
Netzanschlusspunkt zu ermdglichen, miissen die organisatorischen und technischen
Voraussetzungen geschaffen werden. Bisher wird der Netzanschlusspunkt durch einen
Zahlerschrank mit entsprechenden Sicherungselementen gebildet. Diese technische,
wie auch juristische Grenze zwischen Netz- und DEA- Betreiber sollte eingehalten wer-
den, weil sie sich in der Vergangenheit bewahrt hat. Bild 3 stellt eine mogliche Struktur
dieser zukiinftigen Netzschnittstelle dar, wobei das Internet als eine Variante zur bidirek-
tionalen Kommunikation genutzt wird. Der derzeitige Stand der Technik lasst auf Grund
der Untersuchungen im Projekt DINAR die Aussage zu, dass es ausreichend qualifizier-
te technische Einzellésungen (Komponenten) gibt, die jeweils auch die geforderten
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Einzelaufgaben erflllen. Das trifft insbesondere fir die Kommunikationstechnik, die
Netzschutztechnik, die Bus-Systemtechnik, die Z&hler- und Energiemesstechnik, die
Leistungssteller sowie die Rechnerinterfaces zu. Um jedoch die Zielsetzung gesamtheit-
lich umzusetzen, bedarf es eines ,Bidirektionalen Energiemanagement Interfaces -
BEMI“ das die Einzelaufgaben funktionell koordiniert erfillt. Das bedeutet,

Hausanschlusskasten bzw.
Zahlerschrank (bisher) ist
kinftig BEMI und damit
technische und juristische
Systemgrenze

BEMI: Bidirektionales
Energie - Management
Interface

Netzbetreiber
Energieversorger
)
JT-
Niederspannung
A = =—— - l_« _—
| E R — Gasnetzbetreiber

Bild 3: Struktur der Netzanschlussstelle mit BEMI

dass das BEMI durch verabredete Schnittstellen, Protokolle und implementierte Algo-
rithmen quasi als ,Energiemanager"” in der Anschlussstelle am Niederspannungsnetz
fungiert.

Als wichtiges Ergebnis wurde herausgearbeitet, dass das BEMI, abweichend von vielen
bisher bekannt gemachten Lésungen (z.B. DEMS, POMS u.a. fur ,virtuelle Kraftwerke"),
Stromverbraucher und Stromerzeuger auf Basis von zentralen und dezentralen Informa-
tionen dezentral managet. Diese Strategie bertcksichtigt wirtschaftliche und technische
Reglements der UNB ebenso wie bedarfsorientiertes Verhalten dezentraler privater
Verbraucher und Erzeuger. Das BEMI bildet damit nicht nur eine technische, sondern
auch eine juristische Schnittstelle - wie es bereits im Konzept als Losung favorisiert
wurde. Durch die Nutzung dieser neuen dezentralen Intelligenz soll der notwendige
Innovationsschub bei der dezentralen Energieeinspeisung erreicht werden.

In der derzeitigen Projektarbeitsphase werden exemplarisch die ausgewahlten Kompo-
nenten getestet, um die sofortige Einsetzbarkeit innerhalb der geforderten Rahmenbe-
dingungen bzw. die Notwendigkeit einer Modifikation oder Weiterentwicklung zu prifen.
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P

Die Prazisierung der technischen Parameter fiir das BEMI flihrte zur Auswahl und Er-
probung eines ersten Rechnerinterfaces der Fa. Beckhoff (Bild 4). Dieser hutschienen-
montierbare Mikrorechner ist modular erweiterbar und wird mit einem Windows-
Betriebssystem betrieben. Eine entsprechende Entwicklungsplattform mit Touch-
Screen-Terminal ermdglicht eine anwenderfreundliche Programmierung und Bediener-
kommunikation. Fur die Messung des Stromverbrauchs durch die Verbraucher/ Lasten
und der Stromerzeugung durch die DEA kommt ein elektronischer Zahler der Fa. Gorlitz
zum Einsatz. Erprobt wird hier die Erfassung der Last- und Erzeugungsprofile, die mit
Last- und Erzeugungstarifen der Leitstelle bezuglich ihrer Kostenkorrelation aufgezeich-
net und ausgewertet werden.

Zur messtechnischen Bewertung der Netzanschlussstelle (Netzimpedanziiberwachung,
Spannungs- und Frequenziiberwachung) kommt das ,Bidirektionale Sicherheitsinter-
face" - BISI, eine Neuentwicklung aus dem Projekt SIDENA, zum Einsatz. Im dargestell-
ten Laboraufbau werden wesentliche Funktionen des BEMI beziiglich Kommunikation,
Energiezahlung und Netzanschlusssicherheit programmiert, geprift und mit spéter hin-
zukommenden Lasten bzw. DEA erprobt.

SaaARsccen, ., — Ein wesentlicher Forschungsschwerpunkt im

. — Projekt DINAR ist die Uberpriifung und
i EmEEm

gegebenenfalls die Modifizierung bzw.
; Neuformulierung von Rahmenbedingungen fur
' den technischen und wirtschaftlichen Betrieb
] vqn dezentralen Energiee_rzeugern im
Niederspannungs-netz. Bisher werden
Kommunikationsprotokolle auf Basis der IEC
61850 nur fiir den Datentransfer der UNB zu
Schalt-stationen im Hochspannungsnetz in
bidirektionaler Richtung eingesetzt. Die
e Forschungsstrategie im Projekt DINAR geht
/. davon aus, die bekannten Kommunikati-
onsmodelle zuséatzlich fur einen Datentransfer
»von Unten nach Oben®, d.h. bidirektional fur
die Niederspannung zu modifizieren. Dazu
konnte der Normexperte Karlheinz Schwarz fr
die IEC 61850 (Fa. Schwarz Consulting
Company) fir eine Mitarbeit im Projekt
gewonnen werden.

Bild 4: Laboraufbau BEMI mit Rechner, Zahler, Netzsicherheitsinterface und Bedienkonsole
(Entwicklungssystem)
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Fur die folgenden Aufgaben wurde bereits mit der Erarbeitung der Informationsmodelle
begonnen:

e Blindleistungsbereitstellung

e Netziberwachung

e  Spitzenlastmanagement

e Regelenergie

e Leistungsprofilmanagement (LPM)

e Energiemanagement mit variablen Tarifen (EVT)
e  Z&hlerdateniibertragung

e Konfiguration und Fernwartung

Bild 5 zeigt in einer Ubersicht die Verkniipfung der IEC 61850 im Gesamtnormenwerk
des Utility Communication Network.

[EC 61968

Control Centre 1 IEC 61970 Control Centre 2

] Sorver ) IEC 60870-6 (

J -Server —
IEC 62210
1EC 61400-25
(TC 88)

{EC 60870-5
IEC 62357

1EC 62350 IEC 62344

Metering 8 '
Billing

Substation " Distributed Energie  Hydro Power Plant
Resources

Bild 5: IEC 61850 im Utility Communication Network © SCC

Die Vertragsverhaltnisse kinftiger zentraler Energieanbieter und VNB sowie dezentraler
Verbraucher und ,Klein“energieanbieter machen eine standardisierte bidirektionale
Kommunikation erforderlich. BEMI als ,dezentrale Intelligenz* kennt die Vertragsverhalt-
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nisse und erlaubt deshalb jedem Vertragspartner Eingriffe in den bidirektionalen Ener-
gietransfer entsprechend seiner Rechte sowie der angestrebten wirtschaftlichen Opti-
mierungskriterien.

4 Wirtschaftliche Untersuchung

Mit der wirtschaftlichen Untersuchung sollen alternative Geschéftsmodelle entwickelt
werden, die die weitere Integration von DEA in die Niederspannungsebene fordern. Dies
bedingt, dass die DEA stérker als bisher in den Netzbetrieb integriert wird. Deshalb
werden in Kooperation mit der Universitat Duisburg-Essen, Lehrstuhl fiir Energiewirt-
schaft (EWL), Lehrstuhlinhaber Prof. Weber, und der Universitat Dortmund, Lehrstuhl
fur Energiesysteme und Energiewirtschaft (LS ESW), Lehrstuhlinhaber Prof. Handschin,
die Integrationsstrategien Erzeugung- und Lastmanagement, Blindleistungsregelung
und Spannungsregelung untersucht.

Erzeugungs- und Lastmanagement

Ziel eines kombinierten Erzeugungs- und Lastmanagements ist die Abstimmung von
Erzeugung und Verbrauch u.a. durch einen gezielten Speichereinsatz (Strom- und/ oder
Warmespeicher) unter Berlicksichtigung der Last- und Erzeugungsprognosen.

Aus wirtschaftlicher Sicht ist die Regelung von Photovoltaikanlagen nicht sinnvoll, da die
variablen Kosten fir die Erzeugung Null sind. Eine Abregelung ist allenfalls dann sinn-
voll, wenn anders kein Leistungsgleichgewicht im Netz hergestellt werden kann.

Uber Potenzial zur Regelung der Erzeugung in der Niederspannung verfiigen daher im
Wesentlichen KWK-Anlagen. Im Rahmen des Projektes wird untersucht, in wie weit ein
am Strommarkt orientierter Betrieb der Anlagen einen wirtschaftlichen Betrieb ermdg-
licht. Voraussetzung fiir einen solchen Betrieb ist zum einen die Kenntnis des Leis-
tungsbedarfes im Netz, zum anderen die Kenntnis Uiber die entsprechenden Marktprei-
se. Die dazu notwendige Kommunikation erzeugt wiederum Kosten, so dass ein markt-
orientierter Betrieb der Anlage neben den heute schon existierenden Kosten fiir die
Investition und den Betrieb auch die zusétzlichen Kommunikationskosten erwirtschaften
muss.

Mit Hilfe des Rechentools (Bild 6) wird ermittelt, welche Erldse KWK-Anlagen bei einem
Betrieb in den ertragsstarksten Zeiten erzielen kénnen. Dabei wurden die Bewertungen
bisher mit EEX-Preisen des Jahres 2003 durchgefiihrt. Im Ergebnis zeigt sich, dass
durchaus Gewinne, wenn auch kleine, erwirtschaftet werden kdnnen. Fir die Untersu-
chungen wurden im Vorfeld fir Deutschland typische Gebaude ermittelt und deren
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Warmebedarf berechnet, da der Warmebedarf die begrenzende Randbedingung fir den
Einsatz von KWK-Anlagen darstellt.

Um auch zukinftige Entwicklungen am Markt abschétzen zu kénnen, wurden vier Sze-
narien entwickelt, die von unterschiedlichen Rahmenbedingungen ausgehend die ver-
schiedene Entwicklung der Strom- und Brennstoffpreise abbilden. Fir die weiteren Be-
rechnungen sind in das Modell die vermiedenen Netznutzungsentgelte zu integrieren.

Im Bereich des Lastmanagements wurden zunachst typische Haushaltslasten identifi-
ziert, bei denen eine Verschiebung in lastarmere Zeiten moglich ist. Als Indikator fur
lastarmere Zeiten wird ebenfalls unter Berlicksichtigung der vier Szenarien fur die zu-
kiinftige Preisentwicklung der Strompreis der EEX verwendet. Bei den Lasten ist dabei
berticksichtig, um wie viele Stunden der Betrieb verschoben werden kann. Erste Bere-
chungen mit Werten des Jahres 2003 zeigen, dass durch die Lastverschiebung Einspa-
rungen erzielt werden kdnnen, die aber erst bei stérker steigenden Strompreisen signi-

Szenarien Brennstoffpreise | -
Entwicklung bis |y = Gebaude
2020 B Warmwasserbedarf Spitzenkessel
e : Raumwarmebedarf Speicherkapazitét
Strombezug Verluste
|
Preistool KWK |
Elektrische Leistung Heizkessel
| Thermischer Nutzungsgrad ~ Nutzungsgrad
Elektrischer Nutzungsgrad
Strompreisangaben 959 —I
Base, Peak, Super-Peak |
8760-Stundenverlauf
]
Strompreis |BAU Mix [BAU Gas|CO2-Reg |CO2-Tech -
2003 (
2005 ;L Erzeugungsmanagement]
2010
2015
2020
l Wert des
[ Lastmanagement ] P Erzeugungsmanagements

‘ iﬂﬂwm

Wert des t - 7.» ,,,,,,,,,

Lastmanagements

Duisburg-Essen EWL)
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fikant werden. Beim Lastmanagement liegt zudem neben den zu schaffenden techni-
schen Voraussetzungen das Problem vor, ausreichende Akzeptanz fir einen Eingriff in
das Verbrauchsverhalten zu erzielen, ist man es doch heute gewdhnt, elektrische
Verbraucher zu jeder Tageszeit in Betrieb nehmen zu kénnen.

Sowohl das Erzeugungs- als auch das Lastmanagement setzen in Zukunft variable
Tarife fiir den DEA-Betreiber und den Stromverbraucher voraus. Dazu ist die Uber-
mittlung von aktuellen Preisen oder zumindest von festgeschriebenen Preisverlaufen
Uber den Tag notwendig.

Blindleistungsregelung

Der Anschlussnehmer im Niederspannungsnetz muss unter Beriicksichtigung des zu-
lassigen Spannungsbandes einen Leistungsfaktor zwischen cos ¢ = 0,9 kapazitiv und
0,8 induktiv einhalten. Zur Erflllung dieser Vorgaben nimmt der Anschlussnehmer ge-
gebenenfalls eine Messung und Regelung der Blindleistung am Netzanschlusspunkt
vor. Es ist untersucht worden, ob eine Blindleistungskompensation durch DEA mit
Wechselrichtern eine wirtschaftlich interessante Alternative zu klassischen Blind-
leistungskompensationsanlagen darstellt.

Wird die Blindleistungskompensation rund um die Uhr benétigt, ist der Einsatz von DEA
wirtschaftlich uninteressant, da die bei der Blindleistungskompensation auftretenden
Verluste in den Leistungshalbleitern eine Verdopplung der Leistung der DEA erfordern.
Die Kosten fiir die in den Wechselrichter integrierte Blindleistungskompensation liegen
etwa 45% Uber einer konventionellen Lésung. Dabei sind die Kosten der erforderlichen
Regeleinheit noch nicht enthalten.

Wird die Blindleistung nicht zum Zeitpunkt des Leistungsmaximums des Wechselrichters
bendtigt, ist die Blindleistungskompensation durch DEA unter Umstanden wirtschaftlich
interessant. Diesbeziigliche Untersuchungen werden derzeit durchgefihrt.

Spannungsregelung

Die Netzbetreiber sind verpflichtet, die Netzspannung innerhalb des zulassigen Berei-
ches zu halten. Derzeit wird untersucht, ob DEA durch die gezielte Erhdhung oder Re-
duzierung der Wirkleistungs- oder Blindleistungseinspeisung die Spannungshaltung
unterstitzen kdnnen.
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5 Resumee

Im Projekt DINAR wird neben der Blindleistungs- und Spannungsregelung die Uber-
nahme eines Erzeugungs- und Lastmanagements durch dezentrale Energieerzeu-
gungsanlagen auf ihre Wirtschaftlichkeit und technische Umsetzung untersucht. Zentra-
les Steuerungsinstrument ist in diesem Fall eine variable, am aktuellen Leistungsbedarf
orientierte Erzeugungs- und Verbrauchsvergitung. Voraussetzung fir die Einflhrung ist
die Schaffung geeigneter Kommunikationsstrukturen und -protokolle. Mit dem Energie-
managementsystem BEMI sowie der Schaffung geeigneter Informationsmodelle fiir die
bidirektionale Kommunikation auf Basis der IEC 61850 sind wichtige technische Lésun-
gen geschaffen worden, um eine neue Form des Netzbetriebs einzufihren, in dem re-
generative Energieerzeugungsanlagen einen wesentlichen Platz einnehmen kénnen.
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Das am 13. Juli 2005 in Kraft getretene neue Energiewirtschaftsgesetz stellt die gro3te
Veranderung der Marktverfassung fiir die deutschen Stromnetzbetreiber seit Beginn der
EU-weiten Energiemarktliberalisierung 1998 dar. Neben dem Gesetz sind zunéchst
auch neue Verordnungen zum Netzzugang und den Netzentgelten erlassen worden, die
die Zusammenarbeit zwischen den einzelnen Netzbetreibern aber auch zwischen Netz-
betreibern und Stromhandlern oder freien Stromerzeugern neu regeln.”

Deutlich wird diese Veranderung vor allem durch die Einsetzung einer Regulierungsbe-
horde, der Bundesnetzagenturs, die kinftig die Netzentgelte iberwachen wird und damit
die bisher glltigen Mechanismen zur Kontrolle, der monopolistischen Marktmacht in den
Netzen ablést. Damit endet in Deutschland zugleich die Phase des ,verhandelten Netz-
zugangs*, wie er in den Verbandevereinbarungen seinen Ausdruck gefunden hat. In den
deutschen Strom- und Gasnetzen wird damit nicht zuletzt aufgrund von européischem
Druck eine Entwicklung nachvollzogen, die seit den neunziger Jahren des letzten Jahr-
hunderts zunéchst in der Telekommunikation ihren Anfang nahm, inzwischen aber alle

! Zweites Gesetz zur Neuregelung des Energiewirtschaftsrechts. Gesetz tiber die Elektrizitats- und
Gasversorgung, BGBI. Teil | Nr. 46, 28. Juli 2005, S. 1970 ff. oder
http://bundesrecht.juris.de/bundesrecht/enwg_2005/gesamt.pdf.

2 Verordnung Uber den Zugang zu Elektrizitdtsversorgungsnetzen (Stromnetzzugangsverordnung -
StromNZV) vom 25. Juli 2005, BGBI. Teil 1 Nr. 46, 28. Juli 2005, S. 2243 ff und Verordnung Uber
die Entgelte fur den Zugang zu Elektrizitdtsversorgungsnetzen (Stromnetzentgeltverordnung -
StromNEV) vom 25. Juli 2005, BGBI. Teil 1 Nr. 46, 28. Juli 2005, S. 2225 ff.

Der Gesetzgeber hat hier entschieden, die Regulierungs- und Uberwachungsaufgaben im deut-
schen Strommarkt grundsatzlich auf die bisherige Regulierungsbehorde fiir Telekommunikation
und Post (RegTP) zu Ubertragen. Zusétzlich wird es aber auch Landesregulierungsbehérden ge-
ben, denn Unternehmen mit weniger als 100.000 unmittelbar oder mittelbar angeschlossenen
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netzgebundenen Industrien erreicht hat. Unter dem Stichwort Liberalisierung werden die
institutionellen Arrangements, die diese Markte Uiber lange Zeit geprégt haben, durch
neue Marktverfassungen abgeldst.

In den Energie- genauer den Strommarkten, ist daher zu fragen, welche Teile der Wert-
schopfungskette grundsatzlich wettbewerblich organisiert werden kénnen und welche
Marktstufen Strukturen aufweisen, die eine solche Organisation unmdglich erscheinen
lassen. Es herrscht heute aus Sicht der 6konomischen Analyse weitgehend Einigkeit,
dass Erzeugung und Handel grundsétzlich im Wettbewerb stehende Wertschépfungs-
stufen sein kénnen*; diese benétigen jedoch zwingend das Netz, um ihre Geschaftsmo-
delle zu verwirklichen. Im Stromnetz aber bestehen aus technologischen und 6konomi-
schen Griinden auf allen Ebenen so genannte ,Tendenzen zum natirlichen Monopol*,
die eine wettbewerbliche Kontrolle der Netzbetreiber unmdglich machen . An dieser
Differenzierung hélt auch das neue EnWG fest, weshalb es umfangreiche Vorschriften
zum so genannten ,Unbundling” enthalt, d.h. der Gesetzgeber macht den Energiever-
sorgungsunternehmen in den 88 6-10 des neuen Gesetzes Auflagen zur Entflechtung
ihrer Organisationen. Diese haben zum Ziel, den Netzbetrieb als wirtschaftliche Einheit
soweit zu isolieren, dass Netzdienstleistungen gegeniber Dritten ebenso wie gegeniiber
verbundenen Unternehmen diskriminierungsfrei erfolgen und Quersubventionierungen
innerhalb der ehemals vertikal integrierten Unternehmen unterbunden werden.

Dieses Ziel kann jedoch aus 6konomischer — genauer wettbewerbstheoretischer Sicht —
nicht ohne weiteres erreicht werden; vielmehr verbleibt den derzeit aktiven Unternehmen
trotz der Entflechtungsmafinahmen Marktmacht. Die ehemals vertikal integrierten Un-
ternehmen haben weiterhin Anreize, ihre Preise individuell rational zu gestalten, d.h.
Konsumenten und Konkurrenten gegeniber im monopolistischer Art und Weise zu agie-
ren. Dieses wohlfahrtsmindernde Verhalten beschrankt sich dabei jedoch nicht auf G-
berhohte Endkundenpreise. Vielmehr lasst sich zeigen, dass es ein Unternehmen, das
Uber eine monopolistische Infrastruktur verfigt, die Konsumentenrente auch durch U-
berhdhte Netzentgelte beschranken kann. Insofern kommt der Kontrolle der Netztarife in
den Energiemérkten gerade in Deutschland eine bedeutende Rolle zu, da der Wettbe-
werb hier bisher nicht in dem MalRe Fuf3 fassen konnte, wie dies in anderen Mitglieds-
staaten der EU zu beobachten war.

Im folgenden soll zun&chst kurz dargestellt werden, warum aus Sicht der 6konomischen
Theorie Uiberhaupt eine Regulierung so genannter natirlicher Monopole notwendig ist

Kunden werden auf Landesebene reguliert, solange ihr Netz nicht Gebiete mehrerer Bundeslander
umfasst. Vgl. 8 54 Abs. 2 EnWG.

* Trotz dieser grundsétzlichen Feststellung ist im Falle eines real existierenden Erzeugungsmark-
tes immer zu fragen, wie hoch dessen tatséchliche Wettbewerbsintensitat ist bzw. welche
Markteintrittsbarrieren bestehen, die geeignet sein kdnnten, den Preis der elektrischen Energie
oberhalb seiner langfristigen Gestehungskosten zu halten.
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bzw. das grundsatzliche regulatorische Problem einer Kontrolle von Entgelten in Berei-
chen, die einer wettbewerblichen Kontrolle nicht zuganglich sind, aufgezeigt werden.
Sodann wird dargestellt werden, wie im neuen EnWG versucht wird, dieser Problematik
zu begegnen: Unter dem Stichwort ,Anreizregulierung” soll in den nachsten 12 Monaten
von der Bundesnetzagentur unter Begleitung durch die betroffene Industrie ein System
entwickelt werden, dass einerseits Kostenreduktionen und damit giinstigere Netztarife
ermdglicht, andererseits aber auch Fragen der Qualitat der Netzdienstleistung berlick-
sichtigt und so sicherstellt, dass die Netzbetreiber weiterhin ausreichend Interesse an
einer hochwertigen, technisch ausgereiften Infrastruktur haben.

1 Regulierung als Antwort auf das Problem natirlicher Monopole

Unter einem natirlichen Monopol versteht man aus 6konomischer Sicht eine Marktsitua-
tion, in der ein einziges Unternehmen ein Gut zu niedrigeren Kosten produzieren kann,
als zwei oder mehr Unternehmen. Dieses ist genau dann der Fall, wenn Uiber dem ge-
samten relevante Nachfrage nach dem produzierten Gut strikte Subadditivitat der Kos-
ten /BAUMOL et al. 1982/ besteht.”

Dabei sei in einem einfachen Fall davon ausgegangen, dass sich ein Unternehmen bei
der Produktion eines Gutes fixen, d.h. von der Ausbringungsmenge unabhangigen,
Kosten und variablen Kosten, die mit der Menge variieren, gegenubersieht. Die Ge-
samtkosten ergeben sich dann als Summe der fixen Kosten und der mit der Ausbrin-
gungsmenge x multiplizierten variablen Kosten, die hier vereinfachend als konstant
angenommen werden.

(1) Kigtar =Ksix +Kyar mit Kvar =k-x

Bezieht man die totalen Kosten oder Gesamtkosten wieder auf die Ausbringungsmenge,
so erhélt man die durchschnittlichen Kosten K/x. Wird nun eine bestimmte Produktions-
menge betrachtet, so ist aus 6konomischer Sicht das Verhaltnis der variablen (genauer
der marginalen) Kosten zu den Durchschnittskosten von Interesse. Denn eine Tendenz
zum naturlichen Monopol entsteht vor allem dann, wenn die Durchschnittskosten eines
Unternehmens im relevanten Nachfragebereich streng monoton fallend verlaufen, d.h.
mit zunehmender Ausbringungsmenge zuriickgehen. Im diesem Fall werden die durch-

® Dies ist zugleich ein Hinweis darauf, wie natirliche Monopole im Einzelfall auch Gberwunden
werden kénnen: So ist es denkbar, dass sich die Nachfrage so stark ausdehnt, dass die durch-
schnittlichen Kosten wieder zu steigen beginnen, d.h. dass die Groé3envorteile der vorhandenen
Struktur erschopft werden. Ebenso ist es denkbar, dass technologische Innovation das naturliche
Monopol obsolet machen — dies ist z.B. bei der zunehmenden Substitution von Mobil- und Fest-
netztelefonie der Fall.
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schnittlichen Kosten zudem trotz wachsender Produktionsmengen hoher als die margi-
nalen Kosten ausfallen.

(2) K4 > % = Kﬁ>%+k >k ¥ x im Bereich der relevanten Nachfrage

Aus einer eher der Produktion der Giter verpflichteten Sichtweise I&sst sich feststellen,
dass in einem solchen Fall unter steigenden Skalenertrégen produziert wird. Dadurch
kann jede zuséatzliche Einheit eines Gutes giinstiger produziert (bereitgestellt) werden
als die vorherige Einheit. Dies ist Uberwiegend in Wirtschaftszweigen der Fall, die wie
beispielsweise die Stromnetze durch hohe Fixkosten, die mit vergleichsweise geringen
variablen Kosten der Produktion einhergehen, charakterisiert sind.

In diesem Fall treten zwei Probleme auf: Einerseits wird kann sich mittelfristig nur ein
Unternehmen im betreffenden Markt halten, da das Unternehmen mit den meisten Kun-
den immer dazu in der Lage ist, Uber den im Vergleich niedrigsten Preis seinen Absatz
zu steigern und so Konkurrenten aus dem Markt zu dréngen. Befindet es sich aber in
der Monopolsituation, so hat es wie jedes andere Monopolunternehmen auch, Anreize,
seinen Absatz wieder einzuschréanken und so héhere Preise und Margen fiir seine Guter
durchzusetzen. Die Versorgung der Konsumenten erfolgt dann zu Gberhéhten Preisen,
weshalb nicht alle Nachfrager, deren Zahlungsbereitschaft ausreichen wirde, um die
Kosten der Produktion des Gutes zu decken, mit diesem versorgt werden. In diesem
Fall versagt insofern der freie Markt und mit diesem Marktversagen ist ein Verlust an
gesamtwirtschaftlicher Wohlfahrt verbunden, der einen Eingriff seitens des Staates in
das Marktgeschehen — eine Regulierung des natirlichen Monopols — rechtfertigt.

Allerdings zeigt die 6konomische Theorie auch, dass eine solche Regulierung wiederum
problembehaftet ist /[FRANZ 2003/:

e So besteht zwischen einer Regulierungsinstanz und dem Unternehmen eine so
genannte asymmetrische Informationsverteilung, d.h. das Unternehmen hat mehr
und bessere Informationen Uber seine Kosten und Erlése, den Umfang oder Verlauf
der Nachfrage usw. als die Behorde. Dies fuhrt dazu, dass das Unternehmen immer
Anreize hat, die Regulierungsinstanz uber die ,wahren* Werte bestimmter Variablen
zu tauschen und so Vorteile fur sich zu erzielen.

e Hinzu kommt, dass selbst wenn die Regulierungsbehérde perfekt informiert ware,
Probleme bestehen bleiben: So wére aus Sicht der Konsumenten nattrlich zu emp-
fehlen, jede Nachfrage zu befriedigen, die zumindest ihre direkten Herstellungskos-
ten — also die variablen Kosten — deckt. Legt nun also die Regulierungsbehdrde den
Preis in Hohe der variablen Kosten fest, so macht das Unternehmen einen Verlust in
Hohe seiner fixen Kosten. Garantiert die Behérde dem Unternehmen nun, diesen
Verlust zu decken, um einen Marktaustritt zu verhindern, so hat das Unternehmen
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keine Veranlassung mehr den Verlust zu minimieren. Dies versucht ebenfalls ein
Abweichen vom optimalen Marktergebnis.

e Auch bei vielen anderen traditionellen in der Literatur diskutierten Lésungen des
regulatorischen Problems treten Abweichungen vom optimalen Marktergebnis ein,
die im Wesentlichen der bereits erwéhnten asymmetrischen Informationsverteilung
geschuldet sind.

2 Grundsétzliches Informationsproblem der Regulierung

Da das entscheidende regulatorische Grundproblem in der asymmetrischen Informati-
onsverteilung zwischen den zu kontrollierenden Unternehmen und der Regulierungsbe-
horde besteht, mag es den Unternehmen vorteilhaft erscheinen, ihre Lage negativer
darzustellen, als sie in Wirklichkeit ist. Dies gilt vor allem dann, wenn die Preise, die das
Unternehmen flr sein Produkt/sein Netz verlangen darf, in direkter Abh&angigkeit zur
Hohe der Kosten des Unternehmens stehen. Dies ist vor allem dann zu erwarten, wenn
es sich um ein einzelnes Unternehmen handelt, denn in diesem Fall ist die Behorde
kaum in der Lage, die ,wahre" Effizienz der Unternehmung zu beurteilen und wird daher
kaum Preis- oder Kostensenkungen durchsetzen kénnen, ohne sich dem Vorwurf aus-
zusetzen, durch die Regulierung werde der Bestand des Unternehmens gefahrdet.

Die moderne Regulierungstheorie /LAFFONT, TIROLE 1992/ sucht daher nach Mecha-
nismen, die es dem Regulierer erméglichen, Informationen tber die wirtschaftliche Lage
der Unternehmen zu gewinnen und so die geschilderte asymmetrische Information zu
Uberwinden. In zahlreichen Markten und Sektoren im In- und Ausland ist daher mit einer
Anderung der Marktverfassung auch eine Reform der Regulierungstechnik einherge-
gangen. Altere Regulierungsansatze, wie die Kostenzuschlags- oder die Rate-of-return-
Regulierung /AVERCH, JOHNSON 1962/ wurden und werden dabei zunehmend durch
moderne Mechanismen abgel6st — nicht zuletzt, weil demonstriert werden kann, dass
das Verhalten von Unternehmen, die sich derartigen Regimen gegentber sehen nicht
wohlfahrtsoptimal ist. Neue Ansétze, die sich mit dem Stichwort Anreizregulierung ver-
binden, sollen helfen die Regulierungsergebnisse zu verbessern. Unter diesem Begriff
werden eine unterschiedliche Herangehensweisen subsumiert, denen gemein ist, dass
sie einerseits darauf ausgerichtet sind, die Unternehmen durch wirtschaftliche Vorteile
dazu zu bewegen, ihre besseren Informationen dem Regulierer zu offenbaren und ande-
rerseits versuchen, die direkte Verbindung zwischen den Kosten der einzelnen Unter-
nehmen und den regulierten Tarifen zu brechen.

Der Gesetzgeber hat im neuen Energiewirtschaftsgesetz denn auch vorgesehen, dass
die Bundesnetzagentur der Bundesregierung bis zum 01. Juli 2006 einen Bericht zur
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Einfuhrung einer Anreizregulierung vorzulegen hat.® Dabei ist der Bericht so zu gestal-
ten, dass das vorgeschlagene Konzept zur Durchfiihrung einer Anreizregulierung im
Rahmen der gesetzlichen Vorgaben umsetzbar ist. Zudem ist die Bundesnetzagentur
aufgefordert, den Bericht unter Beteiligung der Lander, der Wissenschaft und der betrof-
fenen Wirtschaftskreise zu erstellen sowie die internationalen Erfahrungen mit Anreizre-
gulierungssystemen zu beriicksichtigen. SchlieRlich werden die betroffenen Wirtschafts-
kreise nach der Erstellung eines Berichtsentwurfs Gelegenheit zur Stellungnahme ha-
ben, so dass mit dem Start einer Anreizregulierung Ende 2006 gerechnet werden kann.

Die folgenden Ausfihrungen haben zum Ziel aufzuzeigen, wie sich eine kunftige Anreiz-
regulierung mit den anderen Elementen des neuen Regulierungsrahmens, d.h. den
Kalkulationsvorschriften und dem Vergleichsverfahren zusammenwirken kdnnte. Der
vorliegende Beitrag widmet sich daher zunachst diesen drei wesentlichen Elementen
der neuen Regulierung, um aufzuzeigen, wo aus Sicht der Regulierungsékonomik weite-
re Klarstellungen erforderlich sind und welche wirtschaftlichen (Anreiz-) Wirkungen sich
aus den Regeln ergeben. Sodann erfolgt ein Ausblick auf ein mdgliches Zusammenspiel
von Kalkulation, Vergleich und Anreizregulierung, wobei die Elemente als zeitlich nach-
einander gelagerte Phasen des Regulierungsprozesses interpretiert werden. Da mit der
einzufihrenden Anreizregulierung automatisch eine Abkehr von einer rein auf Kalkulati-
onsjahre gerichteten Betrachtung verbunden sein wird, dirften Kalkulation und Ver-
gleich kiinftig vor allem im Rahmen der regelméaRigen Uberprifungen der mehrjahrigen
Regulierungsvorgaben — also im Rahmen der so genannten ,Regulatory Review" — eine
Rolle spielen. Dagegen steht zu erwarten, dass die Ziele, die den Unternehmen durch
die Anreizregulierung vorgegeben werden, jahrlich zu erfiillen sind.

3 Das neue Regulierungsregime der deutschen Stromnetzbetreiber

Im Rahmen der vielfaltigen Diskussionen zum neuen Energiewirtschaftsgesetz war es
ein Anliegen der Netzbetreiber aber auch der Netznutzer, die Erfahrungen, die beide
Seiten im Rahmen der Verbandevereinbarungen und ihrer praktischen Anwendung
gemacht hatten, nicht vollstandig zu verwerfen. Diesem Beduirfnis hat der Gesetzgeber
entsprochen, indem er zwar an den grundsétzlichen Kalkulationsregeln der Verbéndeve-
reinbarung Strom festgehalten hat, diese jedoch durch vielféltige Regeln erganzt und
prazisiert hat, was den Bedirfnissen der Netznutzer entsprochen haben diirfte. So

Nun mehr teilt sich das Regulierungsregime in drei Phasen, die im Folgenden vorgestellt
werden sollen.

®vgl. § 122 a EnWG
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3.1 Phase 1: Kalkulation der Netzentgelte

Die Bundesregierung wird gemaR § 24 S. 1 Nr. 4 EnWG erméchtigt, mittels Rechtsver-
ordnung ,, Methoden* zur Bestimmung der Entgelte fir den Netzzugang festzulegen.
Von dieser Moglichkeit hat die Bundesregierung auch Gebrauch gemacht und fur den
Strommarkt eine Netzentgeltverordnung (StromNEV) vorgelegt, die zunachst beschreibt,
wie die betriebswirtschaftliche Ableitung der Entgelte zu erfolgen hat.”

3.1.1 Zeitrahmen

Der 8 32 Abs. 2 der StromNEYV sieht vor, dass die erstmalige Kalkulation der Netzent-
gelte durch die Netzbetreiber einen Zeitraum von dreieinhalb Monaten nach Inkrafttreten
des neuen Gesetzes vor. Die Daten, die der Bundesnetzagentur aus dieser grundlegen-
den Netzentgeltbestimmung zugehen, dirften eine erste wesentliche Grundlage fir
deren spateres Handeln bilden. Aus Sicht der Behdrde beinhaltet diese Aufnahme der
Kalkulationsdaten zudem eine erste Gelegenheit, das ,best-practice” -Vorgehen der
Unternehmen im Rahmen der Kalkulation kennen zu lernen. Weicht ein Unternehmen
bereits in der Kalkulation in weiten Teilen vom Vorgehen anderer (vergleichbarer) Ein-
heiten ab, so kann dies aus regulierungsékonomischer Sicht ein erster Hinweis auf
weiteren Prufungsbedarf sein. Bereits hier zeigt sich, dass die grof3e Zahl der Netz-
betreiber in Deutschland eben auch zum Vorteil des Regulierers wirken kann, denn in
einem einzelnen Unternehmen kann ex ante kaum Uberblickt werden, welche Konventi-
onen sich aus dem Vorgehen aller Unternehmen ergeben werden. Es ist daher auch
nicht verwunderlich, wenn gerade kleinere Unternehmen darauf warten, dass Verbande
und andere Akteure Interpretationshilfen und Durchfihrungsempfehlungen erarbeiten.
Der Zweck solcher Handlungsanweisungen liegt darin, durch branchenweit abgestimm-
tes Vorgehen eben keine Auffalligkeiten in Einzelféllen entstehen zu lassen. Ob in Zu-
kunft jedoch die individuelle Situation einzelner Unternehmen, die bestimmte Interessen
in Bezug auf Regulierungspolitiken haben, immer mit den generellen Anliegen der Bran-
che ubereinstimmen wird, dirfte zumindest unsicher sein. Gewisse zusatzliche Informa-
tionen wird die Bundesnetzagentur daher immer auch aus den reinen Kalkulationsdaten
gewinnen kdnnen.

3.1.2 Kostenmafistab

Der Kalkulationsleitfaden fordert in 8 4 Abs. 1 der Stromnetzentgeltverordnung grund-
satzlich, Kosten nur insoweit anzusetzen, wie sie den Kosten eines effizienten und

” Die in der StromNEV formulierten Regeln sind dabei duRerst ausfihrlich: So bestimmen die 88
12-14 Uber Grundsétze der Kostenverteilung, die Verteilung der Kostenstellen, und die Walzung
der Kosten. Hierbei sind jedoch sowohl operative Kosten als auch Kapitalkosten adressiert, so
dass die Gesamtkosten im Fokus stehen.
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strukturell vergleichbaren Netzbetreibers entsprechen. Dies entspricht den Bestimmun-
gen des § 21 Abs. 2 EnWG, der ebenfalls vorsieht Entgelte ,auf der Grundlage der
Kosten einer Betriebsfuhrung, die denen eines effizienten und strukturell vergleichbaren
Netzbetreibers entsprechen mussen, unter Beruicksichtigung von Anreizen fur eine
effiziente Leistungserbringung und einer angemessenen, wettbewerbsfahigen und risi-
koangepassten Verzinsung des eingesetzten Kapitals“ zu bilden. Dem Gesetz liegt
dabei die Idee einer ,als-ob-wettbewerblichen“ Bestimmung der Entgelte zugrunde,
denn § 21 Abs. 2 bestimmt auch, dass soweit die Entgelte kostenorientiert gebildet
werden, Kosten und Kostenbestandteile, die sich ihrem Umfang nach im Wettbewerb
nicht einstellen wirden, nicht beriicksichtigt werden dirfen.

Im Gegensatz hierzu gingen die Verbandevereinbarungen vom Leitbild einer ,elektrizi-
tatswirtschaftlich rationellen Betriebsfihrung“ und nicht von einem solchen effizienten
Netzbetreiber aus — trotzdem sind die Kalkulationsregeln der Verbéndevereinbarungen
an sich in wesentlichen Teilen erhalten geblieben. Auch wenn sich damit die Verande-
rungen zunachst in Grenzen halten, dirfte es den Unternehmen nicht leicht fallen, die
jeweiligen Vorgaben zu erfiillen: Denn unabhé&ngig von der jeweiligen Gré3e und den
damit einhergehenden Managementressourcen sind dreieinhalb Monate eine relativ
anspruchsvolle zeitliche Vorgabe.

Zusatzliche Probleme diirften sich ergeben, wenn ein so genannter Kombinationsnetz-
betrieb vorliegt — also Strom- und Gasnetze in einem Unternehmen betrieben werden
oder in der Vergangenheit wurden: Denn einerseits haben Gasverteilunternehmen ihre
Entgelte bisher nicht kalkuliert und andererseits dirfte die bisherige Genehmigungspra-
xis nach 8§ 12 der Bundestarifordnung Elektrizitat (BTOEIt) nAmlich kaum geeignet sein,
als Ausgangspunkt fur eine getrennte Kalkulation der Netze zu dienen. Denn gemaR
BTOEIt durfte es fir eine Reihe von Unternehmen die dominante Strategie gewesen
sein, groRe Teile ihrer Gesamtkosten, wenn mdglich als Aufwendungen im Sinne opera-
tiver Kosten darzustellen. Hierbei dirften die vergleichsweise niedrigen Renditen, die
ausgewiesen werden konnten, eine Rolle gespielt haben. Zusatzlich dirften Gemeinkos-
ten tendenziell eher dem Stromnetz zugeordnet worden sein. Dies diente einerseits der
gesicherten Kostendeckung der fraglichen Positionen und hatte andererseits die Folge,
dass der ausgewiesene Gaspreis sehr rohstofforientiert bzw. mit Blick auf den Substitu-
tionswettbewerb der Energietrager gebildet werden konnte.

Die Unternehmen missen zwar formal zunéachst ihre Kalkulation fir die Stromnetze
erarbeiten, jedoch sollten im Falle von Kombinationsnetzbetreibern wesentliche Wech-
selwirkungen zwischen beiden Geschéftsbereichen bestehen. So ist die vollstandige
Zuordnung eines bestimmten Gemeinkostenblocks zum Stromnetz gleichbedeutend mit
dessen Nichtanrechenbarkeit in der Gasnetzkalkulation. Dieses einfache Beispiel zeigt,
dass trotz der unterschiedlichen gesetzlichen Fristen diese erstmalige Kalkulation fur
beide Netzbereiche eine gemeinschaftliche Aufgabe ist, bei der letztlich Entscheidungen
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zu treffen sind, welche die relative Rentabilitat beider Geschéftsfelder in Zukunft wesent-
lich beeinflussen diirften. Allerdings sollte die Zuschliisselung bei den Kapitalkosten —
also letztlich den Netzelementen — wesentlich einfacher fallen, denn hier durften ge-
meinschaftliche Nutzungen wohl kaum vorkommen.

3.1.3 Verrechtlichung des Kalkulationsleitfadens

Generell kann als Folge der Verrechtlichung des Kalkulationsleitfadens im Rahmen der
Entgeltverordnungen erwartet werden, dass in dieser ersten Phase des Regulierungs-
prozesses die kunftige Regulierungsbehérde insofern kaum Einfluss auf die ermittelten
Kosten und Entgelte hat, als sie lediglich kontrollieren kann, ob der Leitfaden korrekt
angewandt wurde. Sie hat also die Mdglichkeit bestimmte Ansatze und Positionen, die
den Regeln der 8§ 3 StromNEV nicht entsprechen oder dort nicht explizit erwahnt sind,
zuriickzuweisen. Entsprechen Kalkulation und Entgelte aber den gesetzlichen Regelun-
gen, so Uben in dieser Phase vor allem die Unternehmen Kontrolle tiber ihre Anséatze
aus. Dariiber hinaus bleibt festzuhalten, dass die Kalkulationsregeln allein den Unter-
nehmen kaum Anreize bieten, ihre Effizienz zu steigern. Denn die Unternehmen haben
in der reinen Kostenkalkulation keinen Vorteil davon, sich in Kostendisziplin zu tGben.
Einsparungen, die in einer bestimmten Periode realisiert werden, miissten bereits in der
nachsten Periode an die Netznutzer weitergereicht werden.

3.1.4 Diskriminierungsfreie Entgelte

SchlieRlich stellt sich bereits in dieser ersten Phase die Frage nach der Diskriminie-
rungsfreiheit der Entgelte. Hierunter sei hier eine predatorische Uberhéhung der Netz-
kosten in bestimmten Teilnetzen verstanden, die nicht zuletzt zum Ziel hat, die in den
(Verteil-) Netzen gefangenen Konsumenten daran zu hindern, ihren Versorger zu wech-
seln und somit geringere Energiekosten zu realisieren. Das Bundeskartellamt hat dies-
beziglich in der Vergangenheit — so zum Beispiel im TEAG Verfahren— mit einer Art
Substraktionstest eine praktikable und einfache Prufung auf Diskriminierung vorge-
schlagen. Dem Ansatz liegt dabei folgende Logik zugrunde: Es ist den Netzbetreibern
verboten, Bedingungen und Entgelte von Dritten zu verlangen, die sie nicht auch von
ihrem eigenen ehemals vertikal integrierten Vertrieb oder verbundenen Unternehmen
verlangen wirden (8 21 Abs.1 EnWG). Anders ausgedriickt muss ein ausgewiesenes
Netzentgelt auch dem lokalen (Vertriebs-) Incumbent in Rechnung gestellt werden.
Dessen Endkundenpreise missen sich folglich aus diesen Netzkosten und seinen so
genannten Sourcing-Kosten fur die Energie zusammensetzen. Fur ein diskriminierungs-
freies Netzentgelt muss daher im Sinne des Subtraktionstests und unter Vernachlassi-
gung anfallender Steuern mindestens gelten:
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Endkundenpreis im (Verteil-) Netz — @-Sourcing-Kosten® der Energie=Netzentgelt

Untersuchungen /MULLER, WIENKEN 2004/ deuten daraufhin, dass eine Reihe von
Netzbetreibern diesen Subtraktionstest derzeit nicht bestehen dirfte. Hierin liegt ein
erster Ansatzpunkt fir die regulatorische Arbeit, der zugleich wesentlich fiir ein Erstar-
ken der Wettbewerbskréfte in den deutschen Energiemérkten ist. Denn nur wenn die
Entgeltstrukturen in einer wesentlichen Mehrzahl der Netzgebiete dem hier unterstellten
Kriterium genugen, werden Retailmargen erdffnet, so dass Massengeschéaftsmodelle
zumindest die Moglichkeit haben, positive Renditen zu erwirtschaften.

3.2 Phase 2: Vergleich

Auf Grundlage derjenigen Entgelte, die die Unternehmen kalkuliert haben, kann die
Regulierungsbehdrde nach § 21 Abs. 3 EnWG dann in regelmafigen Abstéanden Ver-
gleiche der Entgelte fur den Netzzugang, der Erldse oder der Kosten vornehmen. Der
Gesetzentwurf sieht in § 21 Abs. 4 EnWG zusatzlich vor, dass die Ergebnisse des Ver-
gleichsverfahrens bei der kostenorientierten Entgeltbildung nach Absatz 2 zu beriick-
sichtigen sind. Zunéchst hat die Regulierungsbehérde durch ihre bisherigen Ankiindi-
gungen und Ausschreibungen klargestellt, dass sie sich dieses Instrumentes auch be-
dienen wird, um somit eine indirekte Kontrolle der Kalkulation, die wie oben dargestellt
ansonsten weitgehend in der Einflusssphéare der Unternehmen vorgenommen wird, zu
erreichen. Bei geeigneten Vergleichsgruppen wird diese indirekte Kontrolle durch jedes
mogliche Vergleichsverfahren erreicht; einzelne mogliche Verfahren unterscheiden sich
aus 6konomischer Sicht vor allem in der Intensitat der Kontrolle und dem ausgeiibten
Zwang, die Kosten zu senken und weniger durch die Vergleichstechnologie. Grundsatz-
lich gibt § 21 Abs. 4 EnWG ein Kriterium vor, das sich an den durchschnittlichen Entgel-
ten, Erlésen oder Kosten einzelner Betreiber von Energieversorgungsnetzen fir das
Netz insgesamt oder fiir einzelne Netz- und Umspannebenen orientiert. Uberschreiten
die Entgelte, Erlése oder Kosten vergleichbarer Betreiber von Energieversorgungsnet-
zen die ermittelten Durchschnitte, so wird vermutet, dass sie einer Betriebsfiihrung nach
Absatz 2 nicht entsprechen.9 Ahnlich beziehen sich auch die Vergleichsregeln des § 23
StromNEV grundsatzlich auf ,,durchschnittliche Entgelte”.

Okonomisch betrachtet, gelten in diesem Schritt des Verfahrens daher alle Unterneh-
men deren Kosten kleiner oder gleich dem Durchschnitt ihrer Vergleichsgruppe sind, als
zunachst ,regulatorisch unbedenklich* — es lasst sich jedoch zeigen, dass diese Unbe-
denklichkeit den Unternehmen wenig Anreize bietet, ihre Kosten wesentlich unter den
Durchschnitt zu senken und damit vorhandene Effizienzsteigerungspotentiale auszu-

8 Durchschnittswert aus beschaffter Energie und eigenerzeugter Energie.
°§ 21 Abs. 4, S.2 EnWG.
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schopfen /Franz und Schaffner 2004/. Zusatzlich kann festgestellt werden, dass diejeni-
gen Unternehmen, deren Kosten oberhalb des Durchschnitts liegen sich einerseits ei-
nem Missbrauchsverdacht ausgesetzt sehen'®, andererseits die Méglichkeit erhalten,
ihre h6heren Kostenansatze zu rechtfertigen.11 Sollte es einem Unternehmen jedoch
nicht gelingen, seine Kostensituation mit Argumenten zu untermauern, steht zu erwar-
ten, dass seine Ansétze gekirzt werden. Wie betroffene Unternehmen eine derartige
Anordnung verarbeiten, dirfte vor allem davon abhangen, ob sie sich auf operative
Kosten oder Kapitalkosten bezieht. Wahrend im zweiten Fall eine Neubewertung der
regulatorischen kalkulatorischen Kapitalbasis die Folge ware, missten auf der operati-
ven Seite im selben Umfang Kosten eingespart werden.

Allerdings sollte beachtet werden, dass in den Regelungen des Absatzes 4 zum Ver-
gleichsverfahren explizit auf den Absatz 2 des § 21 ENWG, und den dort formulierten
Kostenstandard verwiesen wird. Dieser fordert, dass die Entgelte ,auf der Grundlage der
Kosten einer Betriebsfuhrung, die denen eines effizienten und strukturell vergleichbaren
Netzbetreibers entsprechen mussen” zu bilden sind. Dieses Kriterium geht aber Gber
den durchschnittsorientierten Vergleich, wie er zuvor analysiert worden war, hinaus.
Wirde die Regulierungsbehdérde einen solchen harteren Effizienzmalstab bereits in
dieser Phase des kiinftigen Regulierungssystems und ohne zeitliche Verzégerung
durchsetzen, so hatte dies kurzfristigen Anpassungsbedarf in den Rechenwerken der
Unternehmen zur Folge. Dariiber hinaus wirden sich in Einzelféllen deutliche Entgelt-
einbuf3en nicht vermeiden lassen.

Die Frage, ob zunachst eine Hilfsbetrachtung tber die durchschnittlichen Entgelte er-
folgt oder sogleich der Kostenstandard des § 21 Abs. 2 durchgesetzt wird, hat gerade im
Hinblick auf die nun folgende dritte Phase der Regulierung Folgen, da die im Vergleich
.Korrigierten Entgelte” eine Ausgangsbasis fir die dritte Phase der Anreizregulierung
bilden durften

3.3 Phase 3: Anreizregulierung

Ob durchschnittliche Entgelte oder die Entgelte eines effizienten Netzbetreibers den
Ausgangspunkt eines Regimes der Anreizregulierung bilden, hat Folgen fiir die relative
Vorteilhaftigkeit fiir Unternehmen und Netzkunden. Startet die Anreizregulierung mit den
dann als effizient erkannten Niveau der Entgelte, Erlése oder Kosten, diirfte den Kon-
sumenten eine sofortige Preissenkung zugute kommen, die in allen Folgeperioden wohl-
fahrtswirksam ist. Fir die Unternehmen bedeutet dies sofort zu Beginn der Regulie-
rungsperiode ihre Preise und Kosten auf das effiziente Niveau senken zu missen, so-

10§ 30 Abs. 1 Nr. 1 EnWG.
M vgl. § 30 Abs. 1 Nr. 5 EnWG.
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fern sie anderweitig keinen sachlich gerechtfertigten Grund fiir ihre abweichenden An-
satze haben.

Inwieweit dies im Einzelfall oder auch fir Gruppen von Unternehmen zu Belastungen
fuhren wirde, die negative Folgen fur das Gesamtsystem haben kdnnten, lasst sich erst
feststellen, nachdem die ersten beiden Phasen des kiinftigen Regulierungsrahmens
durchlaufen wurden. Zeigt das Vergleichsverfahren ex ante, dass die Unternehmen,
ihren Abstand zur effizienten Grenze durch korrigierte Kalkulationen ihrer Anlagen oder
operative Kosteneinsparungen nicht verkiirzen kénnen ohne in finanzielle Schieflagen
zu geraten, lieRRe sich dies durch ein hdheres (u.U. durchschnittliches) Ausgangsniveau
berlicksichtigen. Geht man jedoch so vor, profitieren die Konsumenten zunéachst in
wesentlich geringerem Ausmalf von der Anreizregulierung. Daher sollte der Effizienz-
mal3stab ,der Kosten einer Betriebsfiihrung, die denen eines effizienten und strukturell
vergleichbaren Netzbetreibers entsprechen miissen” unter diesen Umstanden zumin-
dest das Zielniveau der Regulierungsperiode vorgeben. Die jahrlichen X-Faktoren, die
den Unternehmen vorgeben werden, miissten dann héher ausfallen und eine individuel-
le Aufholkomponente enthalten, um die effizienten Kosten zu erreichen (siehe unten).

3.3.1 Methodenoffene Regulierung

Erklartes Ziel des Gesetz- und Verordnungsgebers war es laut Begriindung zum § 21 a
EnWG eine methodenoffene Entgeltregulierung zu schaffen, jedoch trifft das Gesetz,
wie im folgenden gezeigt wird, sehr viele Vorentscheidungen. Hinzu kommt, dass § 21 a
Abs. 6 die gesamte Anreizregulierung unter einen Verordnungsvorbehalt der Bundesre-
gierung stellt, der im wesentlichem dem Drangen der Netzbetreiber geschuldet sein
dirfte. Diese erhoffen sich von einer Anreizregulierung, die sich auf einen ausformulier-
ten Verordnungsrahmen stiitzt, mehr Rechtssicherheit.

Dem Vorsatz, methodenoffen zu regulieren, genligt der Gesetzentwurf aber insofern, als
§ 21 a Abs. 2 bestimmt, dass unter einer Anreizregulierung Vorgaben von Obergrenzen,
fur die Hohe der Netzzugangsentgelte oder die Gesamterldse aus Netzzugangsentgel-
ten gebildet werden. Diese gelten fir die Gesamtdauer der Regulierungsperiode. Mog-
lich sind im Regelfall also Price Caps oder Revenue Caps, wobei diese mit Effizienzvor-
gaben zu kombinieren sind. Soweit entspricht das EnNWG dem internationalen best-
practice Vorgehen. Von der Bestimmung, Obergrenzen mindestens fiir den Beginn und
das Ende der Regulierungsperiode vorzusehen, sollte jedoch nur insofern Gebrauch
gemacht werden, als von den Unternehmen zu verlangen ist, dass sie die Regulierungs-
formel auch fir die dazwischen liegenden Jahre einhalten. Andernfalls kénnten die Un-
ternehmen, wie die folgende Abbildung fur einen Ein-Produkt-Fall zeigt, ihre Preise erst
im letzten Jahr der Regulierungsperiode senken, so dass sie Uberproportional und im
Gegensatz hierzu die Konsumenten gar nicht von den Kosteneinsparungen profitieren
wirden. Dann bestande auch ein wesentlich geringerer Anreiz, Kosten tber das gefor-
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derte MaR hinaus einzusparen, da die Vorteile der vorgegebenen Effizienzmalinahmen
zundachst vollstéandig bei den Unternehmen verbleiben.

Bei den Unternehmen Einmalige Preissenkung

verbleibende im letzten Jahr der
Konsumentenrente /Regulierungsperiode

P -
A Kontinuierliche

Preissenkung uber die
erste Regulierungsperiode

P =P 1+l -X)

Bei den Unternehmen
verbleibende
onsumentenrente

Kontinuierliche
Preissenkung uber die
zweite Regulierungsperiode

Py =P -(1+1_,-X)

t, t, Zeit

Abbildung 1: Verteilung der Preissenkungen uber die Regulierungsperiode

3.3.2 Regulierungsperiode

Sodann wendet sich der § 21 a der Frage der Dauer der Regulierungsperiode zu, die
zwei Jahre bis funf Jahre betragen soll. Allerdings spricht die Gesetzesbegriindung
davon, dass nach einer Anlaufphase eine Dauer von vier bis funf Jahren zu erwarten ist.
Diese Erwartung steht nach unserer Ansicht in einem gewissen Widerspruch zum § 7
Abs. 5 StromNEV, da dort festgelegt ist, dass die Regulierungsbehdrde alle zwei Jahre
Uber den Eigenkapitalzinssatz nach § 21 Abs. 2 EnWG entscheidet. Die kalkulatorische
Eigenkapitalverzinsung innerhalb einer Periode von mehr als zwei Jahren zu variieren,
durfte aber kaum dazu beitragen, die Anreizstrukturen stabil zu halten und ist daher mit
einer Anreizregulierung, die durch stabile Vorgaben getragen wird, quasi unvereinbar.
Ahnlich sollte die Periode aber auch nicht zu kurz ausfallen, um die Anreize nicht in
Dauerverhandlungen der Regulierungsformel untergehen zu lassen, aul3er es handelt
sich um staatlich veranlasste Mehrbelastungen, wie vor allem Steuern, Abgaben oder
Umweltauflagen, bzw. andere nicht vom Netzbetreiber zu vertretende Umsténde.
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3.3.3 Mengeneffekte

Treten Absatzschwankungen auf und wurden seitens der Behdrde Obergrenzen fiir
Netzzugangsentgelte (Price Caps) gesetzt, so bestimmt das EnWG, dass bei den Vor-
gaben die Auswirkungen jahrlich schwankender Verbrauchsmengen auf die Gesamter-
|6se der Netzbetreiber (Mengeneffekte) zu beriicksichtigen sind.™ Unserer Ansicht nach
wirken unter Preisobergrenzen aber lediglich fallende Mengen zu Lasten der Netzbetrei-
ber, wogegen sie von steigenden Mengen Vorteile erwarten kénnen. Zudem erscheint
es uns beziglich eines (erfolgreich) entbiindelten Netzbetreibers in Deutschland eher
unwahrscheinlich, dass er aktiv dazu in der Lage ware, seine Durchsatzmengen zu
manipulieren. Bedenklicher erscheinen uns Absatzschwankungen dagegen bei erlésre-
gulierten Unternehmen, denn diese miissen ihre Netzentgelte immer umgekehrt propor-
tional zur Mengenentwicklung gestalten — die hieraus resultierenden stark schwanken-
den Entgelte dirften aber sowohl Netznutzer als auch -betreiber vor umfangreiche Prob-
leme stellen. Insofern erscheint ein Ausgleichsmechanismus fiir ein Revenue-Capping
wesentlich notwendiger, obwohl dieses gesetzlich nicht vorgesehen ist.

Erldssituation fur x;>X,
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e
T Po- (11' -1 =X)
: Price Cap in t, e
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te ’ .
Price Cap .~ Revenue Capin t,
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_Ro- [0+l —X)
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/,,
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Abbildung 2: Erlésvariation unter Price- und Revenue-Cap bei steigender Absatzmenge innerhalb
der Regulierungsperiode

In der obigen Abbildung steigt die Nachfrage nach Netzdienstleistungen zwischen t, und
t; an. Annahmegemal lagen die zuldssigen Erlése unter beiden Regulierungsverfahren
in der Ausgangsperiode gleichauf. Der in der folgenden Periode auftretende Mengenef-
fekt hat nun zur Folge, dass ein Unternehmen unter einer Price-Cap seinen Umsatz
erhéhen kann, obwohl sich aus der Regulierungsformel eine Preissenkung fir alle Ein-

128 21 a Abs. 3 Satz 4.
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heiten (niedrigere Steigung der Erldse in t;) ergibt. Dagegen sinken die zuléssigen Erl6-
se bei einer Umsatzbegrenzung wenn der Zuwachs des Vergleichsindex hinter dem
geforderten Produktivitatsfortschritt zurtickbleibt. Zuséatzlich ist der Netzbetreiber immer
gezwungen, seine Preise der Variation der Menge entgegengesetzt anzupassen, d.h. es
ergibt sich ein zusatzlicher Bedarf, die Preise zu senken, da x;>X, gilt. Der wesentliche
Unterschied zwischen beiden Verfahren besteht folglich darin, dass die Unternehmen im
Fall einer Preisobergrenze vor allem sicherstellen missen, dass sie ihre Preise weit
genug gesenkt haben und diese im Falle einer Abweichung im Folgejahr entsprechend
adjustieren kdnnen. Dagegen fihrt die Einfihrung einer Revenue-Cap im Netzbereich
der Energiemarkte zwingend zu laufenden Korrekturen der Vorgaben, da neben einer
Prognose des Parameters | auch der Gesamtabsatz zu schéatzen ist. Eine solche Prog-
nose ist aber wie oben dargestellt wurde von einer ganzen Reihe von Faktoren abhén-
gig und daher mit Fehlern behaftet. Diese Fehler und die mit ihnen verbundenen nétigen
Korrekturmechanismen fuhren dazu, dass die Tarife weder fur die Unternehmen noch
die Nachfrager als planbare Gré3en gelten kénnen — dies muss als wesentlicher Nach-
teil des Verfahrens gelten.

Die folgende Tabelle 2 fasst die Anreizwirkung beider Verfahren in Bezug auf variieren-
de Mengen nochmals zusammen /Franz et al. 2005/.

Tabelle 2: Anreizwirkung von Preis und Revenue Caps hinsichtlich der Durchleitungsmengen

Menge steigt Menge fallt Anreizwirkung
Price Erldse steigen; Preise Erldse fallen; Preise sinken Mengenausdehnung ist
Cap sinken nach Vorgabe nach Vorgabe immer vorteilhaft, fallende

Mengen fiihren zu zusétzli-
chen ErléseinbulZen

Revenue |Erlése konstant; Preise Erl6se konstant; Preise missen |Tendenz zur Mengensen-

Cap mussen gesenkt werden, |erhéht werden, um Vorgabe kung, da steigende Men-
um Vorgabe einzuhalten |einzuhalten gen (z.B. durch zusétzliche
Anschlusse) nicht vorteil-
haft

SchlieRllich sollte nicht vergessen werden, dass beim Aufkommen zusétzlicher ange-
botsbedingter Lasten — z.B. im Rahmen zunehmender dezentraler Erzeugung — die
Netzbetreiber in keinem der beiden Systeme unmittelbare 6konomische Anreize haben,
den Netzanschluss herzustellen. Insofern sind in dieser Hinsicht beide vorgestellte Ver-
fahren zu den Regelungen in § 17 Abs. 1 des EnWG konfliktar.
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3.3.4 Nicht beeinflussbare Kosten und allgemeine Geldentwertung

Nach Vorgabe des § 21 a Abs. 4 EnWG wird zwischen vom Netzbetreiber beeinflussba-
ren Kostenanteilen und von ihm nicht beeinflussbaren Kostenanteilen unterscheiden.
Diese sind bei der Ermittlung der Regulierungsvorgaben zu differenzieren, da Effizienz-
vorgaben nur auf den beeinflussbaren Kostenanteil zu beziehen sind. Als nicht beein-
flussbhar gelten Kostenanteile, die sich aus nicht zurechenbaren strukturellen Unter-
schieden der Versorgungsgebiete, aus gesetzlichen Abnahme- und Vergiitungspflich-
ten, Konzessionsabgaben sowie Betriebssteuern ergeben. Berlicksichtigt werden sollte
beziglich der Stromnetze auch, dass sich ein wesentlicher Teil der Entgelte auf den
unteren Netzebenen aus ,gewalzten Kosten“ ergibt, Uber die der Netzbetreiber der emp-
fangenden Ebene keine wirkliche Kontrolle austibt.

Es ist offensichtlich, dass dieser Passus restriktiv gehandhabt werden sollte, da sich
andernfalls eine Proliferation des nicht beeinflussbaren Kostenanteils kaum vermeiden
lassen wird. Folglich entschiede nicht die relative Effizienz im Netzbetrieb Giber den
Erfolg eines Unternehmens, sondern seine Fahigkeit beim Abschirmen von Kostenblo-
cken vor dem regulatorischen Zugriff. Zudem sieht § 21 einen Ausgleich der allgemei-
nen Geldentwertung in der Regulierungsformel vor, um eine inflatorische Aushéhlung
der Erlése zu verhindern. Aus unserer Sicht ist ein derartiger allgemeiner Preisindex,
wie es beispielsweise der ,Harmonisierte Verbraucherpreisindex” sein kdnnte, eher
ungeeignet, Netzbetreiber vor einer inflationareren Aushéhlung der Erlése zu schiitzen.
Denn betroffen sind die Unternehmen vor allem von der Preisentwicklung ihrer jeweili-
gen Inputs. Diese mogen in der Vergangenheit zwar weniger stark gestiegen sein, als
der allgemeine Preisindex und — falls sich dieser Trend fortsetzt — sollten die Unterneh-
men von dieser Regel profitieren. Sollten aus auRergewdhnlichen Umstanden (ein aktu-
elles Beispiel sind weiter stark steigende Rohstoffkosten) die Inputpreise schneller stei-
gen als der gewabhlte Vergleichsindex, waren die Netzbetreiber negativ betroffen. Be-
steht daher zwischen den fir die Energiewirtschaft relevanten Inputpreisen und dem
allgemeinen Preisniveau eine systematische Drift, so sollte diese bei der Formulierung
der Effizienzziele berlicksichtigt werden.

3.3.5 Effizienzziele (X-Faktoren)

Nach § 21 a Abs. 5 EnWG werden fiir eine Regulierungsperiode unternehmensindividu-
elle Effizienzvorgaben oder gruppenspezifische Effizienzziele auf Grundlage eines Effi-
zienzvergleichs abgeleitet. Hierin durfte ein weiterer wichtiger Verwendungszweck des
Vergleichsverfahrens nach § 21 liegen. Die Regulierungsbehérde muss beziiglich der
Zielvorgaben, die sie den Unternehmen machen wird, vor allem die bestehende Effi-
zienz des jeweiligen Netzbetreibers, aber auch objektive struktureller Unterschiede
sowie die inflationsbereinigte gesamtwirtschaftlichen Produktivitdtsentwicklung und die
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jeweilige die Versorgungsqualitéat bzw. auf diese bezogene Qualitéatsvorgaben berlick-
sichtigen.

Abgesehen von den Qualitéatsvorgaben, deren sofortige Einfihrung an den in Deutsch-
land zurzeit nicht verfigbaren unternehmensindividuellen Daten scheitern dirfte,
schwebt dem Gesetzgeber hier offensichtlich ein mdglichst unternehmensindividuelles
Effizienzziel vor.'® Ein Bezug zur jeweiligen Effizienz des Netzbetriebs sollte daher so
hergestellt werden, dass sich die Zielvorgaben auch an der Frage orientieren, wie grof3
der Abstand zur effizienten Grenze der Strukturklasse fiir den jeweiligen Netzbetreibers
ausfallt. Nach Ablauf einer vollstandigen Regulierungsperiode héatten dann theoretisch
alle Netzbetreiber einer Strukturklasse das gleiche effiziente Kostenniveau erreicht.
Allerdings besteht ein wesentlicher Zweck der Anreizregulierung darin, die effiziente
Grenze in Bewegung zu halten — die Unternehmen also weiter an ihrer Effizienz arbeiten
zu lassen. Hierdurch lernt die Regulierungsbehdrde, welche Kostenniveaus erreichbar
sind. Schlief3lich schreibt § 21 a Abs. 5 auch vor, dass die Effizienzvorgaben so ermittelt
werden miissen, dass geringfiigige Anderungen einzelner Parameter der zugrunde
gelegten Methode nicht zu einer tiberproportionalen Anderung der Vorgaben fiihrt. Die-
se Regel, die offenbar der Besorgnis der Unternehmen gegeniber der Data Envelop-
ment Analysis geschuldet ist, sollte jedoch nicht zu einem Ausschluss des Verfahrens
fuhren; vielmehr sollten dessen Weiterentwicklungen wie ,,Boot-strapping“14 Verwendung
finden, um die Ergebnisse belastbarer zu machen.

3.4 Kiinftiges Zusammenspiel der drei Phasen

Kalkulation und Vergleich verschmelzen in einem eingefahrenen System der Anreizre-
gulierung zur so genannten Regulatory Review und spielen daher nur noch alle vier bis
funf Jahre eine Rolle, wie es dem Gesetzgeber auch in der Begriindung des Gesetz-
entwurfes vorschwebt. Dagegen sind die Vorgaben der Anreizregulierung jahrlich zu
erfullen, wobei die Behérde aus der Gewinn- und Kostenentwicklung Erkenntnisse tber
das effiziente Niveau der Kosten gewinnt. Die folgende Abbildung stellt das kiinftige
Zusammenspiel der drei Phasen systematisch dar:

13 Hieraus sollte jedoch nicht geschlossen werden, dass die Bundesnetzagentur die Fragen der
Qualitatsregulierung zurickstellen dirfte. Vielmehr hat sie im Rahmen ihrer Ausschreibungen zu
Gutachten und Beratungsprojekten auch eines, dass sich mit der Beriicksichtigung und Verwertung
von Netzzuverlassigkeit und Versorgungsqualitét in Anreizregulierungsverfahren, méglichen me-
thodische Anséatze, empirischer Datenermittlung und den Erfahrungen in der internationalen An-
wendung befassen soll.

Unter Boot-strapping wird eine Methode verstanden, bei der Uiber ein Urnenexperiment zu den
DEA Ergebnissen eine Wahrscheinlichkeitsverteilung erzeugt wird.
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Kunftig: Regulatory Review

1. Phase: Kalkulation 2. Phase: Vergleich 3. Phase:
Anreizregulierung

« Unternehmen kalkulieren » Behdrde betrachtet
(jahrlich) weitestgehend strukturell vergleichbare « Unternehmen kénnen
nach dem Leitfaden der VV Unternehmen durch Kostensenkungen
« Behorde hat kaum * Techniken und Mafstabe: lshierbeelenviicchatien
Kontrolle Uiber Art oder DEA, SFA, Erlose per MWh * Mehrjéhrige
Inhgtl_t von Kosten- « Indirekte Kontrolle der Regulierungsperiode
RoSioney Kostenpositionen orientiert « Fallende Preise erhdhen
« Ergebnis: Ist- bzw. sich an Durchschnitten Konsumentenwohlfahrt
Sollkosten « Méglich ist Missbrauchs- « Beeinflussharkeit von
« Kalkulationsleitfaden mit vermutung nach § 30,1 Kosten — Opex vs. Capex
izma - EnWG
T A vl . *Behdrde Jemt durch
- gAnIa en)g « Folge: U.U. Kiirzung von Gewinnentwicklung der
9 Kostenansatzen oberhalb Regulierungsperiode wie
« Alle Entscheidungen des der @-Werte weit Kosten gesenkt
Netzmanagement erhalten . . werden kénnen
positive Einkiinfte « Im Vergleich korrigierte i i :
Erl6se/Preise konnen « Erreichtes Niveau ist
« Kostendaten sind Ausgangsbasis von 3. EingangsgroRe fiir neue
InputgréRe fur 2. Phase Phase bilden Regulierungsperiode
[ FEEDBACK |
FEEDBACK

Abbildung 3: Kiinftiges Zusammenspiel der drei Phasen

4 Zusammenfassung

Trotz einer Reihe von offenen Fragen zeichnet sich daher ein Regulierungsrahmen fur
die Energieméarkte ab, der im Wesentlichen von drei Phasen, Kalkulation, Vergleich und
Anreizregulierung, gepragt wird. Hiervon werden die Kalkulation und das Vergleichsver-
fahren kinftig in einer Regulatory Review verschmelzen und dementsprechend nur noch
zu bestimmten Zeitpunkten eine Rolle spielen. Dagegen bildet die Anreizregulierung den
Kern des neuen Regimes und wird auch weiterhin Vorgaben erzeugen, die die Unter-
nehmen jahrlich erfillen mussen. Hierbei haben die Unternehmen jedoch den fur sie
wesentlichen Vorteil, dass sie, wenn es ihnen gelingt, in merklichem Umfang Effizienz-
vorteile Uber das geforderte Maf3 hinaus zu realisieren, die hierbei entstehenden Gewin-
ne zunéchst behalten kdnnen.
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1 Einleitung

Nationale, européische und internationale Normungsgremien haben tber die Jahre eine
enorme Vielfalt an Normen in nahezu allen Gebieten der Technik erarbeitet. Diese Nor-
men kénnen beispielsweise einen produktbezogenen Inhalt, aber auch den Charakter
von technischen Regeln fiir Verfahren haben. Daneben gibt es Normen, die als Grund-
lagen- oder Produktfamilien-Normen bezeichnet werden, und héaufig ist auch von ,Hori-
zontalnormen*“ die Rede.

Dieser bereits recht gro3en Vielfalt an Begriffen wurde zwischenzeitlich ein weiterer
Begriff hinzugefiigt: Der systembezogene Ansatz in der Normung. Das vor gut drei Jah-
ren bei der Internationalen Elektrotechnischen Kommission (IEC) gegriindete Techni-
sche Komitee 8 (TC 8) ,System Aspects of Electrical Energy Supply” spielt in dieser
Kategorie eine Vorreiterrolle.

Dieser Beitrag gibt zunachst einen Uberblick iiber die unterschiedlichen Arten techni-
scher Normen und erlautert darauf aufbauend den Gedanken der systembezogenen
Normung am Beispiel des Arbeitsgebietes des IEC/TC8, sowie der entsprechenden
europaischen Spiegelgremiums des CENELEC/TC8X.

2 Normungsorganisationen und Organisation der Normung

Die technische Normung von verscheidenen Organisationen auf nationaler, européi-
scher und internationaler Ebene betrieben. Fir den elektrotechnischen Bereich — und
damit auch die elektrische Energieversorgung — sind im wesentlichen drei Organisatio-
nen von Relevanz: National Ebene ist dies die Deutsche Kommission Elektrotechnik
Elektronik und Informationstechnik im DIN und VDE (DKE), auf européischer Ebene das
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Européische Komitee fur elektrotechnische Normung (CENELEC), und weltweit die
Internationale Elektrotechnische Kommission (IEC).

Innerhalb dieser Organisationen wird die eigentliche Normungsarbeit von Technischen
Komitees und Unterkomitees erledigt, deren Arbeitsgebiete auf sehr unterschiedliche
Weise festgelegt werden kdnnen. Entsprechend der historischen Entwicklung der elekt-
rotechnischen Normung ist festzustellen, dass die Arbeitsgebiete der technischen Gre-
mien in der Hauptsache produktorientiert festgelegt wurden. So findet man bespielswei-
se bei der IEC — sie sei hier stellvetretend fir alle anderen Organisationen genannt —
Komitees fur Transformatoren (TC 14), Leistungsschalter (TC 17), Isolatoren (TC 36)
und jeweils fuir die unterschiedlichsten Arten von Hausgeréaten.

Mit zunehmender Komplexitat elektrotechnischer Systeme wurde allerdings deutlich,
dass das mehr oder weniger isolierte Nebeneinander der Produktkomitees mitunter zu
inkompatiblen oder gar widersprechenden Ergebnissen gefihrt hat. In der Folge fuhrte
dies zu verstarkten Kooperationsbemuhungen zwischen einzelnen Komitees, wodurch
die Situation sich teilweise verbesserte.

Ein wesentlicher Schritt war dann die Einflihrung so genannter ,horizontaler Funktionen*
in der IEC. Damit wurde es mdglich, einem technischen Komitee eine tbergreifende
Aufgabenstellung zuzuweisen. Die Betrauung eines Komitees mit einer Quer-
schnittsaufgabe erfolgt durch das ,Standards Management Board“ (SMB) der IEC. Die
.Horizontale Funktion“ ist durch den /IEC-Guide 108/ wie folgt definiert:

» Treatment of subjects such as fundamental principles, concepts, terminology
or technical characteristics, relevant to a number of TCs.”

Besonders bedeutsam an dieser Definition ist, dass die im Zuge einer ,horizontalen
Funktion®“ erzielten Arbeitsergebnisse auch fir andere Komitees relevant sind und von
diesen auch beachtet werden mussen. Andererseits wird von Komitees mit horizontalen
Funktionen erwartet, dass ihre diesbeziiglichen Arbeitsergebnisse ausschlief3lich grund-
legende Bestimmungen zu Ubergreifenden Sachverhalten enthalten und nicht in den
Regelungsbereich von Produktnormen eingreifen. Normen, die von diesen Komitees
publiziert werden, haben haufig den Status eines ,Generic Standard” (Fachgrundnorm)
oder ,Product Family Standard” (Produktfamiliennorm). Diese Dokumente sind also von
vorn herein als Ubergreifende Publikationen erkennbar, und nach den Regularien der
IEC koénnen sie ganz oder teilweise durch spezifische Produktnormen konkretisiert oder
auch Ubersteuert werden.

IEC-Komitees mit ausschlieRlich horizontalen Aufgaben sind z.B. das TC 1 , Terminolo-
gie“, das TC 28 ,Isolationskoordination“ oder das TC 56 ,Zuverlassigkeit*. Auf der /IEC-
Website/ ist eine vollstandige Liste der Komitees zu finden, denen eine horizontale
Funktion entweder ausschlie3lich oder als Teil ihrer Aktivitdten zugewiesen wurde.
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Zu den Komitees mit ausschlief3lich horizontaler Funktion gehért auch das fiir den Be-
reich der elektrischen Energieversorgung besonders bedeutsame TC 8 ,System
Aspects of Electrical Energy Supply”. Mit diesem TC wurde erstmals der Begriff ,,Sys-
tembezogene Normung" verbunden.

3 Systemnormung und horizontale Funktionen in IEC/TC8

Es dréngt sich nun die Frage auf, weshalb dieser offenbar recht kompletten Normen-
struktur noch eine weitere Kategorie hinzugefuigt werden musste. In Wahrheit handelt es
sich aber nicht um eine neue Kategorie an Normen, sondern um ein Unterthema im
Bereich der horizontalen Aufgaben.

Ausgangspunkt der Uberlegungen was der Umstand, dass in den meisten TCs der IEC
Normen und andere Publikationen zu Produkten und Sachverhalten erarbeitet werden,
die in einem gemeinsamen System miteinander vertraglich funktionieren miissen: Das
elektrische Energieversorgungssystem. Dem gegeniber haben langjahrige Erfahrungen
gezeigt, dass vor allem im Bereich der Produktnormen in Bezug auf die Schnittstellen
mit der Umgebung h&ufig Festlegungen getroffen wurden, die im Widerspruch zueinan-
der standen. So wurden beispielsweise fiir verschiedene Betriebsmittel teilweise unter-
schiedliche Umgebungs- oder Prifbedingungen von den jeweiligen TCs festgelegt,
obwohl diese Betriebsmittel in der Regel in ein und der selben Anlage eingesetzt wer-
den. Weitere derartige Beispiele finden sich u.a. im Bereich der Isolationskoordination
und der Elektromagnetischen Vertraglichkeit.

Ein weiterer Punkt war, dass bei der Beurteilung der Marktrelevanz von Normvorhaben
in vielen Féllen von unzutreffenden Annahmen hinsichtlich der Entwicklung der weltwei-
ten Strommarkte ausgegangen wurde. Zumindest jedoch wurden teilweise diametrale
Unterschiede in der diesbeziigliche Einschétzung offenbar. Divergierende Arbeitsergeb-
nisse waren somit vorprogrammiert.

In der Konsequenz wurde mit der Griindung des TC 8 (und entsprechend im CENELEC
des TC8X) das Ziel verfolgt, ein Gremium einzurichten, das systematisch technische
Entwicklungen und Markttendenzen analysiert und die so gewonnenen Erkenntnisse
und diese in einer geeigneten Weise den anderen Gremien verfugbar macht. Damit soll
eine innerhalb der IEC mdglichst kohérente Sichtweise auf die globalen Elektrizitats-
méarkte sichergestellt werden. Insbesondere soll das TC 8 Hinweise darauf geben, ob
und in welcher Form die Entwicklung auf den liberalisierten Strommaérkten durch interna-
tionale Normen unterstuitzt werden kdnnen.

Damit wird deutlich, was unter ,systembezogener Normung“ zu verstehen ist. Es ist
keine neue Form der Normungsarbeit mit evtl. neuen Publikationsformen. Vielmehr
handelt es sich hierbei um eine neue Aufgabe innerhalb des etablierten Systems hori-
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zontaler Normungsaktivitaten. Obwohl nicht ausgeschlossen ist, dass TC 8 auch selbst
Normen mit horizontalem Charakter erstellt, zielen die Aktivitaten jedoch in erster Linie
darauf ab, die bestehenden technischen Komitees in die Lage zu versetzen, ihre Nor-
men — seien es Fachgrund-, Produktfamilien- oder Produktnormen — auf Basis eines
abgestimmten Konsenses uber die technischen, 6konomischen und politischen Entwick-
lungen auf den Strommaérkten zu erstellen und diesen gebiihrend Rechnung zu tragen.

~Systembezogene Normung" bedeutet also nicht die Normung des Systems an sich,
sondern die Erstellung von Normen unter Beriicksichtigung der vorgegebenen Randbe-
dingungen des Systems, in dem sie ihre Wirkung entfalten sollen.

4 Systemaspekte in der elektrischen Energieversorgung

Zum besseren Verstandnis ist es ratsam, ein komplexes System wie die elektrische
Energieversorgung zunachst auf die Teilbereiche herunterzubrechen, die entweder
physikalischer Bestandteil des Systems sind oder als Teilprozess zur Gesamtfunktion
des Systems beitragen. Das ,Strategic Policy Statement” von IEC/TC8 /SPS TC8/, ent-
halt relativ lange Liste solcher Systemaspekte. Hierin enthalten sind u.a. Themen wie:

e Terminologie

e Systemstabilitat und Zuverlassigkeit

¢ Anschlussregeln fur Erzeuger und Verbraucher

o Betriebliche Aspekte wie Lastmanagement, Schutz- und Leittechnik, etc.
e Zahlerwesen und Datenmanagement

e Versorgungsqualitat

e Abrechnung und Tarifierung

e uvm.

All diese Themen kénnen potenziell einen erheblichen Einfluss auf die Inhalte anderer
Normen haben, und dies ohne selbst Gegenstand der Normung zu sein. Aus diesem
Grund stellt die Aufgabebeschreibung des TC 8 auch klar, dass diese Liste nicht als
Aufzéhlung von anvisierten Normungsprojekten zu verstehen ist, sondern vielmehr die
Teilaspekte aufzéhlt, die von TC 8 mit Blick auf die Erflllung seiner zugewiesenen Auf-
gabe zu betrachten hat. Diese besteht gemaf /SPS TC8/ darin, Normen oder andere
Publikationen zu erarbeiten, die vor allem Systemaspekte elektrischer Energieversor-
gungssysteme beschreiben oder insoweit grundlegende Festlegungen treffen, bzw. die
Erstellung solcher Normen in Kooperation mit anderen TCs zu koordinieren. Ein beson-
deres Augenmerk wird dabei auf die Schnittstellen zwischen den 6ffentlichen Ubertra-
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gungs- und Verteilnetzen einerseits und den Kundengeréaten und —anlagen (Erzeuger
und Verbraucher) andererseits.

5 Derzeitiges Arbeitsprogramm von IEC/TC8

Zunéchst sie darauf hingewiesen, dass alle hier gemachten Aussagen im Kern auch auf
das europédische Parallelgremium, das CENELEC/TC8X zutreffen. Im Arbeitsauftrag und
Arbeitsprogramm beider Gremien findet sich lediglich eine signifikante Abweichung.
Diese betrifft die Europanorm EN 50160 ,Merkmale der Versorgungsspannung in 6ffent-
lichen Elektrizitatsversorgungsnetzen“ /EN 50160/. Hierbei handelt es sich um ein rein
europdisches Projekt, fir das keine Bestrebungen in Richtung einer internationalen
Ausweitung bestehen.

Drei der wichtigsten aktuellen Arbeitsschwerpunkte des IEC/TC8 werden nachfolgend
etwas genauer beschrieben.

5.1 Terminologie

Dieses Projekt zielte ursprunglich lediglich darauf ab, die innerhalb des TC8 verwende-
ten Fachbegriffe umfassend zu definieren, um die interne Kommunikation und damit die
Arbeit Uber Sprach- und Kulturgrenzen hinweg zu erleichtern. Sehr bald wurde jedoch
deutlich, dass die meisten der Begriffe auch in anderen Arbeitsgebieten bendtigt wer-
den, was eine Aufnahme dieser Begriffe — so weit noch nicht vorhanden — in das Inter-
nationale Elektrotechnische Wdrterbuch (IEV) nahe legte. Die vielleicht wichtigste Er-
kenntnis in diesem Zusammenhang war, dass das IEV nur sehr wenige Definitionen aus
der Begriffswelt der liberalisierten Energiemarkte und der dezentralen Energieerzeugung
enthalt.

Die zusténdige Arbeitsgruppe hat zwischenzeitlich den ersten Normentwurf fur eine
Erganzung des IEV durch ein neues Kapitel fertig gestellt. Dieser befindet sich derzeit in
der offentlichen Umfrage.

5.2 Anschlussregeln fiir dezentrale Einspeiser

Grundlage fiir dieses Normungsprojekt waren starke Bemihungen verschiedener Gre-
mien und Verbande innerhalb und auf3erhalb der Normungsorganisationen, fir eine
bestimmte Art der dezentralen Einspeisung (z.B. Mikroturbinen, Solaranlagen, Wind-
energie) Bedingungen fiir den Anschluss und den Parallelbetrieb an 6ffentlichen Netzen
festzuschreiben.

Diese Aktivitaten waren zumeist regional sehr begrenzt und zum anderen sehr spezi-
fisch auf die jeweilige Technologie zugeschnitten. Uberdies fanden sich unter den akti-
ven Experten kaum Vertreter der Netzbetreiber.
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Das TC8 hat festgestellt, dass zum einen nicht die Art der verwendeten Priméarenergie
die FuhrungsgroR3e fir die Normung sein kann, sondern vielmehr das Betriebsverhalten
der Anlage beziiglich z.B. Netzrickwirkungen, Schutzkonzepten oder Verhalten im Feh-
lerfall ausschlaggebend fiir den Netzanschluss sind.

Eine Arbeitsgruppe befasst sich deshalb gesamthaft mit dem Thema der Netzan-
schlussbedingungen. Da hierzu in vielen Landern bereits nationale Regelungen beste-
hen, bestand die erste Aufgabe in der Sichtung zumindest der wichtigsten dieser Rege-
lungen. Daraus konnte dann abgeleitet werden, ob und inwieweit ein Normungsbedarf
auf internationaler Ebene besteht. Uber diese Frage wird allerdings derzeit noch kontro-
vers diskutiert. Vor diesem Hintergrund wird nun zunachst die Herausgabe eines Tech-
nischen Berichts angestrebt, der in erster Linie die Gemeinsamkeiten in den bestehen-
den Anschlussbedingungen fir Erzeugungsanlagen bis zu einer Leistung von 10 Mega-
watt und einer Nennspannung bis 20 kV beschreiben soll.

Dem gegentiber gibt es in CENELEC starke Bestrebungen zur Erarbeitung einer euro-
paischen Norm. Dies wird von vielen Beteiligten sehr kritisch begleitet, da dies einerseits
eine Divergenz der Aktivitaten in CENELEC und IEC bedeuten wirde und andererseits
auf eine unerwiinschte Spaltung des weltweiten Marktes fir dezentrale Erzeugungsan-
lagen hinaus laufen wiirde.

5.3 Normspannungen, Strdme und Frequenzen

Dieses Projekt ist ein so genanntes ,maintenance project”, das sich mit der routinema-
Rigen Uberarbeitung von drei bereits lange bestehenden Normen befasst. Es handelt
sich hierbei um die Normen IEC 60038 ,|EC-Normspannungen”, IEC 60059 ,|IEC Norm-
Bemessungsstrome* und IEC 60196 ,IEC-Normfrequenzen”. All diese Dokumente geho-
ren bereits zum alten Normenbestand der IEC.

Im Rahmen der Routineliberpriifung wurde ein weit gehender Uberarbeitungsbedarf bei
diesen drei Normen festgestellt. Primar wird angestrebt, den Inhalt der drei Normen in
einer einzigen Norm zusammenzufassen, was als Ziel auch weitgehend unstrittig ist.
Allerdings zeigte sich bei den ersten Uberlegungen im Plenum des IEC/TC 8, dass die
Nutzlichkeit dieser Normen von einigen Experten insgesamt bezweifelt wird. Die in die-
sem Zusammenhang aufgeworfene Frage lautet, welchem Zweck die Normung von
Nenn-, bzw. Bemessungswerten fiir Spannungen, Strome und Frequenzen denn eigent-
lich dient, und nach welchen Kriterien die Auswahl der in die Norm aufgenommenen
Nenn- und Bemessungswerte eignentlich erfolgt.

Grundsatzlich befinden sich die inhaltlichen Uberlegungen zur Uberarbeitung dieser
Normen noch in einer sehr friihen Phase, so dass derzeit keine belastbare Prognose
Uber die Zukunft dieser Normen mdéglich erscheint.
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6 Zusammenfassung und Ausblick

Der in diesem Beitrag beschriebene Ansatz zur systembezogenen Normung hat in den
Reihen der Normungsexperten eine breite Zustimmung erfahren. Er erscheint nach den
ersten Erfahrungen geeignet, systematisch die Anforderungen komplexer Prozesse und
Mérkte in die etablierte Normung einzuspeisen ohne diese revolutionieren zu missen.
Die in den verantwortlichen Normungsgremien aufgegriffenen Themen sind von hoher
Relevanz fur die aktuelle Entwicklung vor allem der liberalisierten Energiemarkte wie
auch im Bereich der dezentralen Stromerzeugung.

Die einzelnen Projekte werden dartber hinaus in zielfuhrender Weise bearbeitet,
gleichwohl sollten in einigen Projekten keine allzu schnellen Arbeitsergebnisse erwartet
werden. Das Studium der Energiemaérkte in aller Welt und die Erarbeitung der richtigen
Schlussfolgerungen ist eine komplexe und arbeitsintensive Aufgabe, die Uberdies haufig
zu kontroversen Diskussionen fihrt.

Dennoch ist diese Aufgabe der Mihe wert, da durch die Systembetrachtung letztlich mit
vergleichsweise geringem Aufwand ein hoher Gewinn an Effizienz und Marktrelevanz
der Normungsarbeiten im Bereich der elektrischen Energieversorgung erreicht werden
kann.
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1 Einleitung

Das schnelle Wachsen des Anteils an verteilter und erneuerbarer Elektroenergieerzeu-
gung ist ein gemeinsames europdisches Ziel /Green Paper 2001/. Es dient zur Reduzie-
rung der Abhangigkeiten von Primérenergietragerimporten sowie der Schonung von
Ressourcen und Umwelt. Angesichts eines taglich ansteigenden Olpreises wird auch
der Aspekt ,Wirtschaftlichkeit* kuinftig flr den Einsatz der verteilten und erneuerbaren
Energien sprechen, Subventionen werden nicht mehr erforderlich sein.

Fir das Jahr 2010 hat die EU anspruchsvolle Ziele fir folgende Anteile an der gesam-
ten Elektroenergieerzeugung vorgegeben:

e 22% erneuerbare Energien,
e 18% aus KWK- Anlagen.

Deutschland wird seinen Beitrag an diesen Zielen vorfristig erfullen /Kohler 2004/.  Ein
derart hoher Anteil der verteilten und erneuerbaren Erzeugung birgt neue Herausforde-
rungen an die Fihrung der Netze und an die standige Erhaltung der Leistungsbilanz
zwischen Verbrauch und Erzeugung.

_,,' /’ [~ ]konventionell |:| Wind
] =] KWK, inkl. Bio/BZ [] Biomasse

|:| Wasser |:| Photovoltaik

Abb.1 Elektroenergieerzeugung und Spitzenlastbeitrag nach EU- Zielen 2010
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Aufgrund des fluktuierenden Dargebots an Windleistung und der warmegefuhrten Stro-
merzeugung bei KWK- Anlagen muss der maximale Leistungsanteil an der Spitzenleis-
tung bei 60 % liegen, um die 40 % Energieerzeugung auch zu erreichen. Ein mdgliches
Szenario fir diesen Zusammenhang ist in Abbildung 1 schematisch dargestellt. Anders
betrachtet, muss die erneuerbare und verteilte Erzeugung im Durchschnitt 40 % der
taglichen Lastganglinie abdecken - wie in Abbildung 2 mit gefullterFlache gezeigt.

100 Pumpspeicherleistun

P, %

Pumplast

e Erz

24
p» Stunde

Abb. 2 Anteile verschiedener Erzeugung am Lastprofil gemaR Zielen EU 2010

Das Problem ist nur, dass die installierte Leistung der erneuerbaren und verteilten Er-
zeuger nicht permanent ausgenutzt werden kann. Beispielsweise bei der Windenergie
zeigt das Verhaltnis von erzeugter Energie zu installierter Leistung nur etwa 1600 Aus-
nutzungsstunden im Jahr. Aus dieser Tatsache ergibt sich, dass im Maximum der
erneuerbaren und verteilten Erzeugung (bei Starkwind und hohem Warmebedarf sowie
voller Verflugbarkeit der Wasserressourcen) der gefillte Bereich deutlich nach unten
verschoben wird - in den Schwachlaststunden sogar in den negativen Bereich. Ein U-
berschuss an Erzeugung kann in einzelnen Landern durch Exporte in die Nachbarlander
geldst werden. Im européischen Verbundsystem insgesamt miissen aber Erzeugung
und Last in jedem Moment bilanziert sein. Es muss somit eine komplexe Lésung fir das
Energiemanagement angewendet werden:

Die erneuerbaren und verteilten Erzeuger werden nur noch begrenzt dargebotsabhéngig
in die Netze einspeisen kénnen. Auch sie missen kiinftig wie konventionelle Kraftwerke
ihre Erzeugung nach wirtschaftlichen Kriterien an den Leistungsbedarf anpassen. Erste
Schritte in dieser Richtung sind in den Anschlussbedingungen fiir Windparks an das
Ubertragungsnetz bereits festgelegt /VDN 2004/.
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In der Perspektive geht es darum, das ,Ja“ zu den erneuerbaren Energien prinzipiell und
konsequent mit den notwendigen BegleitmaRnahmen zur nachhaltigen Sicherung der
Versorgungsqualitét zu verbinden.

2 Netzwerk Energie und Kommunikation (NEuK) - Projektcharakteristik

Das Netzwerk Energie- und Kommunikation wurde im Juli 2005 als Férderprojekt des
Bundesministeriums fiir Bildung und Forschung ins Leben gerufen, um wissenschaftli-
che Grundlagen fiur die Fihrung von elektrischen Netzen mit Integration hoher Anteile
verteilter und erneuerbarer Erzeuger zu entwickeln.

Ziel des Vorhabens ist die Vernetzung von Hochschuleinrichtungen, Wirtschaftsunter-
nehmen und aulReruniversitaren Forschungseinrichtungen. Es soll ein thematisches
Netzwerk ,Optimierung des Einsatzes dezentraler Energieversorgungssysteme durch
Einbindung moderner Kommunikationstechniken - Energie und Kommunikation“ mit den
in Deutschland filhrenden Partnern und den erforderlichen Strukturen eingerichtet wer-
den, um innovative Themen zu analysieren und Lésungsvorschlage zu erarbeiten.

Dazu gehoéren im Einzelnen:
e Projektrecherchen und Erfahrungsaustausch

e Entwicklung von Szenarien einer verteilten Energieversorgung mit hohem Anteil
erneuerbarer Energien,

e Verbreitung der Ergebnisse aktueller Forschungsprojekte zum Thema,

o Aufbau von Beratungskompetenz fiir Projektinitierungen, Netzbetreiber und Inves-
toren sowie fur die Aufnahme und Wichtung neuer Forschungsvorhaben,

o aktive Offentlichkeitsarbeit,
e Diskussion nachhaltiger Energieversorgungskonzepte,

e Erarbeitung von Leistungs- und Energiemanagementkonzepten unter Beriicksichti-
gung kiinftiger Randbedingungen,

e Darstellung und Kommunikation der gewonnenen Lésungsanséatze.

Am Projekt sind derzeit 15 Partner beteiligt. Die Komplexitat der Aufgaben machte eine
Gliederung in 4 Arbeitsgruppen erforderlich. Struktur und Partner des Projektes sind in
Abbildung 3 dargestellt.

Das Projekt lauft in mehreren Phasen ab:

1. Erfahrungsaustausch und Aufbau von Beratungskompetenz
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2. Recherchen zum Stand der Technik und zu laufenden Projekten. Entwicklung von
Lésungsanséatzen.

3. Entwicklung von Szenarien fiir verteilte Erzeugung und Ableitung des Handlungsbe-
darfs fur die Steuerung und Uberwachung

4. Konzeptentwicklung und Bewertungen fur eine sichere Netzfahrweise

5. Entwiirfe fir weitere Projektvorhaben.

Projektleitung
ISlET
I [ [ |
AG1: EUS AG2: Siemens AG3: ISET AG4: ISET
Dezentrales Power || Kommunikations- Energiemanage- ;

. . Informations-

Quality- und Netz- strukturen- und ment und Betriebs-
. . management

management -techniken fihrungsstrukturen

e

Partner des Netzwerks

/\

Universitdten:

re— Forschung/

ndustrie: S
Behérde:

Aachen (RWTH) Envidatec G ISE

Cottbus (BTU) EUS

Kassel . FhG IS

Siemens ISET

Magdeburg SR

Paderborn ZIB

Wien (TU) bWD

Abb. 3 Struktur und Partner des Netzwerks ,Energie und Kommunikation“

Das Netzwerk Energie und Kommunikation hat neben der Tétigkeit der Arbeitsgruppen,
die an interne Arbeitsplane gebunden ist, die projektbegleitende Aufgabe, fur eine breite
Offentlichkeitsarbeit zu sorgen. Dazu gehoren u.a. die Webseite Ato./www.netz-
euk.de und Beitrage in der Fachpresse. Inzwischen wurden auch 3 Workshops mit
breiter, Uber die Partner des Netzwerks weit hinausgehender Beteiligung vorbereitet und
durchgefihrt.

e ,Optimierung des Einsatzes dezentraler Energieversorgungssysteme durch Einbin-
dung moderner Kommunikationstechniken: Stand der Technik - Aufgaben und L6-
sungen fur die Zukunft* am 1. M&rz 2005 in Dortmund,

¢ Kommunikation fir das Energiemanagement der Zukunft* am 22. Juni in Erlangen,
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e Praxiserfahrungen und kiinftige Rahmenbedingungen fiir virtuelle Kraftwerke" am
29. November 2005 in Kassel.

Das Projekt befindet sich gegenwartig in Phase 3 und wird voraussichtlich plange-
manR bis Ende 2006 abgeschlossen.

3 Entwicklung von Szenarien

Fur die konkreten Untersuchungen wurde zunéchst ein fur alle 4 Arbeitsgruppen ein-
heitliches idealisiertes Netz mit typischen Verbrauchern. Erzeugern und Speichern

20m ’- 1,2 MW therm.
ez Kabel L1 300 kw
P— o Industrie 1200 kw
300 kW Py G3
< Q ) 8 Bio BHKW,
300 kW AL
100m 1,2 MW therm.
300 kw
500m|
026,60, 62620,0,6,6,626,6,6,

Gewerbe
400 kW
100
Abnehmer GO

PV, je10 kW

eYote o
B-O-O-O-O-O-O-O-O-O-O-O
® Gewerbe
o |—O-0-0-0-0-O-0-O-O-O-O-O— NNl o™
O-0-0-0-0
-0

5

0
OO0 © OO0 Abnehmer G1
© 8KW G1
O—O-O0-0-0-0 OO0
som

Haushalt
400 kW

200
Abnehmer HO
2 kWHO

Jedes mit einem BZ -
BHKW ausgestattete
Wohnhaus (HO-Netz)
verfiigt tber einen
Warmespeicher , der
den gesamten tag -
lichen Warmebedarf
des Hauses
speichern kann .

Landwirtschaft 100 kw
5 Abnehmer
20kWLO | 0

BS - Batteriespeicher, BZ- Brennstoffzelle, PV- Photovoltaik, Gn/ HO/ LO- VDN- Lastprofile

Abb. 4 Beispielnetz mit unterschiedlichen Verbrauchern, Erzeugern und Speichern
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entwickelt, das in Abbildung 4 dargestellt ist. Hierbei handelt es sich um einen Strang

eines 10 kV- Mittelspannungsnetzes mit 5 Ortsnetzstationen. Am Ende des Stranges

speist eine Windkraftanlage 1200 kW direkt in das 10 kV- Netz ein. Die Ortsnetzstatio-
nen speisen in unterschiedliche Niederspannungsnetze (von oben nach unten):

e ein Industrienetz mit 4x 300 kW - Lastzentren nach VDN- Lastprofil G3 und mit zwei
Biomasse- BHKW zu je 500 kW el/ 1200 kW th, Heizkessel 1 MW und thermischem
Speicher 10 MWh (VDN - Verband der Netzbetreiber),

e ein Netz mit 100 gewerblichen Abnehmern zu je 4 kW nach VDN- Lastprofil GO und
mit Batteriespeicher 200 kWh, Biomasse - BHKW zu 60 kW el / 140 kW th und 6 ver-
teilten Photovoltaikeinheiten zu jeweils 10 kW,

e ein Netz mit 50 gewerblichen Abnehmern zu je 8 kW nach VDN- Lastprofil G1 und
einem Brennstoffzellen- BHKW zu 200 kW el/ 500 kW th,

¢ vier Netze mit jeweils 200 Abnehmern zu 2 kW nach VDN- Lastprofil HO und einer
Vielzahl verteilter Erzeuger (60 x 2 kW Haushaltbrennstoffzellen, 50 x 4 kW Photo-
voltaikanlagen),

e ein Netz mit landwirtschaftlichen Abnehmern 5x 20 kW nach Lastprofil LO und einem
Biomasse- BHKW zu 60 kW el / 140 kW th.

In diesem Beispielnetz treffen entsprechend recht unterschiedliche Lastprofile und
Erzeugerprofile aufeinander. Letztere sind dabei abhéngig von den meteorologischen
Bedingungen.

Es besteht die Aufgabe mittels Energiemanagement und Kommunikation jederzeit die
Bilanz von Erzeugung und Last herzustellen unter der Voraussetzung dass ein Maxi-
mum an verteilter Erzeugung genutzt wird und dass die prognostizierten Fahrpléane fir
die aus dem Mittelspannungsnetz einzuspeisende Leistung weitgehend eingehalten
werden. Aus der Erflllung dieser Aufgabenstellung resultieren dann die Anforderungen
an die Auslegung des Kommunikationsnetzes.

4 Kommunikationsaufgaben im Verteilnetz

Mit dem weiteren Ansteigen des Anteils verteilter und erneuerbarer Erzeuger muss auch
deren Anteil an den Aufgaben der Systemfiihrung wachsen. Mit anderen Worten: nur
durch Beteiligung auch kleiner Erzeugeranlagen an den Aufgaben des Netzbetriebs wird
des moglich sein, den heute hohen Grad an Versorgungsqualitat in Deutschland auf-
recht zu erhalten /Buchholz 2004/.

Im ersten Ansatz erfordern verteilte Erzeugerstrukturen die Realisierung der Kommuni-
kation fur das dezentrale Erzeugungsmanagement. Neben den Erzeugeranlagen sind
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aber kunftig auch Speicheranlagen sowie beeinflussbare Lasten (Lastmanagement) fur
das dezentrale Energiemanagement heranzuziehen.

Dezentrales Energiemanagement wird demnach als koordiniertes Zusammenfiihren von
Erzeugungs- und Lastmanagement verstanden, mit den Zielen

e der Optimierung von Last- und Erzeugungsprofilen in einem definierten Verteilnetz-
bereich nach vorzugebenden Kriterien wie Optimierung der Energiebezugskosten
oder maximaler Einsatz von erneuerbaren Energien.

e der Einhaltung geplanter Fahrplane des definierten Verteilnetzbereichs beziglich
des Exports und Imports von Leistung.

Zu kommunizieren sind fiir diesen Zweck:

e Sollwerte fur die Erzeugung bzw. Last in Steuerrichtung,
o Befehle fur Ein- und Ausschalten von Lasten und Erzeugern,
e Leistungsmesswerte und Zahlwerte in Uberwachungsrichtung.

Dabei kann das Erzeugungsmanagement auf zwei Arten erfolgen:

e Vorgabe eines Erzeugungsprofils bzw. Lastprofils in der Regel mit den
Viertelstundensollwerten fiir den Folgetag

o Kommunikation einzelner Sollwerte zur Korrektur der Leistungserzeugung bzw. zur
Beeinflussung von Lasten wéhrend des laufenden Betriebes.

In Zukunft, wenn die VEE- Anlagen einen wachsenden Anteil an der Versorgungsaufga-
be erhalten, missen sie auch stérker in die Betriebsfihrung der Netze eingebunden
werden. Die Uberwachungs- und Steueraufgaben miissen daher auch folgende Aspekte
abdecken:

Spannungshaltung,

Sicherung der Versorgungszuverlassigkeit,
Senkung von Netzverlusten,

Vermeidung von Betriebsmitteltiiberlastungen,
Netzwiederaufbau nach Stdrungen.

In diesem Zusammenhang wird der zu kommunizierende Informationsumfang deutlich
gesteigert. Es sind Informationsinhalte, die heute in der Stations- und Netzleittechnik
Ublich sind, einzubeziehen. Das betrifft Schalt- und Stufungsbefehle, Betriebs- und St6-
rungsmeldungen, Betriebsmesswerte und Messwertprotokolle. Zusatzlich missen typi-
sche Informationen zur Uberwachung und Steuerung der Betriebsweise der Erzeuger
und Speicher einschlie3lich der An- und Abfahrprozesse kommuniziert werden.

Ebenso wie in der Stationsleittechnik tblich werden also fiir die zu kommunizierenden
Inhalte Performanceklassen zu definieren sein mit konkreten Zeitanforderungen.

160 ISET 2005



10" KASSELER SYMPOSIUM ENERGY SYSTEMS TECHNOLOGY 2005

Beispielsweise sind hochpriore Befehle und Meldungen innerhalb einer Sekunde zu
kommunizieren. Fir die Ubertragung von Zahlwerten oder Messwertfeldern dagegen
kann mehr Zeit in Anspruch genommen werden.

Andererseits ist aber auch der Umfang zu kommunizierender Informationen unterschied-
lich und abhéngig von der Bedeutung der Anlage. Beispielsweise macht es im Beispiel-
netz Sinn, fir das Biomasse- BHKW eine Sollwertvorgabe der Leistungserzeugung
gekoppelt mit einem dezentralen Energiemanagement zu implementieren sowie Be-
triebsmeldungen, Zahlwerte und Messwerte zu kommunizieren. Fur die Vielzahl der
kleinen Brennstoffzellen und Photovoltaikanlagen ist héchstens die periodische Uber-
mittlung der Z&hlwerte von Interesse.

Das Kommunikationsnetz muss entsprechend ein Normalfallszenario beherrschen, in
dem wenige Meldungen und Befehle am Tag vorkommen, die Z&hlwerte aber von
Verbrauchern und Erzeugern im 15- Minutenintervall Ubertragen werden missen. Leis-
tungsprofilvorgaben kénnen an wichtige Erzeuger einmal am Tag Ubertragen werden,
Sollwerte als Einzelwerte bei auszugleichenden Abweichungen.

In Stérungsféllen kdnnen allerdings eine Vielzahl von Meldungen und Messwerten fir
die Kommunikation anstehen, die ihrerseits nach Prioritdten abzuhandeln sind, wobei
hochpriore Informationen innerhalb weniger Sekunden ihren Adressaten erreichen sol-
len.

Die effiziente Auslegung des Kommunikationsnetzes spielt also eine wichtige Rolle fir
die Betriebsfiihrung des Stromnetzes und seinen Zuverlassigkeitserhalt auf der einen
Seite, kann aber auf der anderen Seite aus Griinden der Wirtschaftlichkeit nicht Gberdi-
mensioniert werden.

5 Aufbau der Kommunikationsnetze

Der Standort fir die Aufstellung der verteilten und erneuerbaren Erzeuger wird in der
Regel durch die Verfugbarkeit von Flachen und das Vorkommen an Priméarenergie oder
den Bedarf an Warmeenergie (KWK) bestimmt. Der Anschluss erfolgt an den nachstge-
legenen Abschnitt des Verteilnetzes - bei Leistungen bis 1 MW an das Niederspan-
nungsnetz und bei Leistungen bis zu einigen 10 MW an das Mittelspannungsnetz. Die
Verfuigbarkeit von Kommunikationskabeln spielt bei der Standortwahl keine Rolle.

Aus Wirtschaftlichkeitsgriinden wird es erforderlich, mdglichst vorhandene Infrastruktur
fur die Kommunikationsaufgaben zu nutzen. Zur Infrastruktur zéhlen in diesem Sinne
bereits verlegte Telekommunikationskabel. Sind diese nicht vorhanden, sind Funkver-
bindungen oder Kommunikation tiber die Starkstromkabel (Distribution Line Carrier -
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DLC) mdgliche Alternativen. Abbildung 5 zeigt einen wirtschaftlichen Vergleich von
Alternativen, der unter den dargestellten Voraussetzungen vorgenommen wurde.
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Abb. 5 Variantenvergleich zu Kommunikationsmedien fiir die verteilte Erzeugung

Dementsprechend sind Wahlverbindungen lber das Festnetz, Mietleitungen im Orts-
netz, Datenfunk und DLC aus Kostengriinden der Neuverlegung von Kabeln, dem Mo-
bilfunk oder Ortsnetzbereiche ibergreifenden Mietleitungen vorzuziehen.

Kinftige Kommunikationsnetze fiir die verteilte Erzeugung und das Energiemanagement
kénnen also auch aus unterschiedlichen Ubertragungsmedien zusammengesetzt sein.
Auch die Kommunikation Gber Starkstromkabel ist aufgrund neuerer Entwicklungen eine
technisch sichere und wirtschaftliche Alternative /Bumiller 2005/.

Die zweite wichtige Frage fur die Gestaltung der Kommunikation ist die Frage nach dem
Kommunikationsstandard oder mit anderen Worten nach der Sprache, die die Teilneh-
mer an der Kommunikation gegenseitig verstehen missen. In der Vergangenheit haben
sich in der Stationsautomatisierung und der Fernwirktechnik regionale Quasistandards
und IEC- Standards durchgesetzt, die entweder im Umfang der kompatibel vereinbarten
Informationsinhalte begrenzt oder durch zusatzliches Engineering an die konkrete
Kommunikationsaufgabe anzupassen waren.
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Das Netzwerk Energie und Kommunikation empfiehlt die Anwendung
e des neuen Kommunikationsstandards IEC 61850

und seiner noch in Arbeit befindlichen Erganzungen:

e |EC 61400-25 fur Windkraftanlagen,

e |EC 62350 fiir verteilte Erzeugung.

Die besondere Eignung dieses neuen Standards ergibt sich aus folgenden Uberlegun-
gen /Buchholz 2003/:

e |EC 61850 deckt alle Informationsinhalte der Stationen bis hin zu kleinen Einheiten
in der Prozessebene ab.

e |EC 61850 ist offen fur Erweiterungen in der Zukunft nach dem Prinzip: alles was
bekannt ist wird in die Definitionen eingebettet, kiinftige Anwendungen kdnnen nach
aufgestellten Regeln standardkonform ergéanzt werden.

e |EC 61850 ist so strukturiert, dass auch Offenheit der Anwendung der Daten- und
Dienstmodelle fiir verschiedene physikalische Ubertragungsverfahren gegeben ist.
Derzeit ist Ethernet als Ubertragungsverfahren im Standard definiert.

o Durch das gesamte Standardwerk zieht sich der Systemgedanke, ausgedriickt im
Begriff ,Interoperabilitat*. Dadurch werden die reinen Festlegungen fur die Kodierung
der Daten und die Ablaufe der Kommunikationsdienste weit Gbertroffen. Auch Anfor-
derungen an das Engineering und die Nachhaltigkeit von Produkten im Sinne der
Lebensfahigkeit der aus den Produkten bestehenden Anlagen sind im Standard klar
festgehalten.

Alle diese Eigenschaften machen die Anwendung von IEC 61850 fur den Informations-
austausch in der verteilten Erzeugung geeignet. Besonders aber fallt die Offenheit fiir
neue Ubertragungsverfahren ins Gewicht. Das Referenzmodell fiir diese Idee ist in Ab-
bildung 6 dargestellt.

Diese Darstellung sagt aus, dass zwischen Applikation und Kommunikation eine Zwi-
schenschicht gelegt ist - das abstrakte Interface fiir die Kommunikationsdienste (ACSI).
Im ACSI werden die Grundsétze der Datenmodellierung und der abzulaufenden Dienste
abstrakt definiert. Die Teile 7-1 bis 7-4 des Standards (siehe Tabelle 2) enthalten die
diesbeziglichen normativen Festlegungen. Die Umsetzung vom Abstrakten zum Kon-
kreten erfolgt dann auf der Ebene der Schichten des ISO/OSI- Kommunikationsmodells.
Dabei erfolgt die Ubersetzung des ACSI in erster Linie durch die spezifische Abbildung
SCSM in der Anwendungsschicht 7 unter Zugrundelegung eines etablierten Kommuni-
kationsverfahrens.
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Als erstes etabliertes Kommunikationsverfahren wurde im Teil IEC 61850- 8-1 Ethernet/
MMS genormt. Dabei wurden bereits vorhandene Datenmodelle und Dienste aus Ether-
net/ MMS soweit ibernommen, insofern sie den ACSI- Definitionen entsprechen. Im
zweiten Schritt wurden die notwendigen Erweiterungen der Schicht 7 in Ubereinstim-
mung mit den Regeln des ACSI definiert.

Applikation

Layer 7
Spezifische SCsSM 1 ScsM2
Abbildung ' 1

I I I
[ | [ ¢ ] 1
| Layer 1-6 entsprechend Kommunikationsverfahren |

ACSI — Abstract comnmunication service interface

SCSM — Specific communication service mapping

Abb. 6 Referenzmodell des Standards IEC 61850

Die weiteren Schichten von Ethernet (1 - physikalisch und 2 - Verbindung) wurden un-
verandert in den Standard Ubertragen.

Auf gleiche Art und Weise ist die Erweiterung auf andere Verfahren fur zum Beispiel
DLC oder Mobilfunkdienste offen. Mit anderen Worten:

Die Zukunft der Kommunikation in den Verteilungsnetzen zur Einbindung der verteilten
und erneuerbaren Erzeugung in die operative Betriebsfiihrung wird in der Anwendung
der Datenmodelle und Dienste der IEC - Standards 61850, 612400-25 und 62350 und
deren Abbildung auf die unteren Schichten des ISO/OSI- Modells (insbesondere Ver-
bindungsschicht und physikalischen Schicht) verschiedener Kommunikationsmedien
(z.B. ISDN, DLC, Funk usw.) gesehen.
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Die kinftigen Kommunikationsnetze werden sich folglich aus mehreren Medien zusam-
mensetzen.

Die Kommunikationsnetze sind dabei so auszulegen, dass die Zeit- und Durchsatzan-
forderungen der Kommunikationsinhalte erfillt werden kdnnen. Mit den folgenden Da-
tenvolumina ist dabei im ,worst case” fir jeden Typ zu kommunizierender Information
(Datenobjekt) zu rechnen (Basis Ethernet / MMS).

Tabelle 1; Ubersicht iiber Datenvolumina nach IEC 61850 (in Byte)

Datenobjekt Rohdatenfeld Overhead MMS | Ethernet Datenvolumen
Meldung 11 161 64 236

Befehl 14 1245 384 1643
Messwert/ MW | 15 161 64 240

Zahlwert 15 161 64 240

Sollwert/ SW 15 693 192 900

MW:- Feld (96) |1440 1320 128 2888

Profil (96 SW) | 480 388 128 996

Aus Tabelle 1 ist ersichtlich, dass die Kodierung einfacher Informationen nach einem
Standardverfahren doch einen enormen Umfang an zu kommunizierenden Daten er-
zeugt. Dafir sind die Vorteile gegeben, dass die Datenmodelle einheitlich sind und ver-
schiedene Dienste gesicherte Ubertragungsablaufe unterstiitzen. Datenverluste oder
Verféalschungen werden so gut wie ausgeschlossen, und der Standard sichert ,,Plug and
Play“.

Projeziert auf die Kommunikationsaufgaben im Beispielnetz nach Abbildung 4 ergibt
sich die in Abbildung 7 dargestellte Auslegung des Kommunikationsnetzes unter der
Annahme

o der fixierten Datenvolumina im Normalbetrieb und im ,Worst Case*, (zum Beispiel
alle 15 Minuten Ubertragung der Zahlwerte von Erzeugern und Lasten)

o der Performanceanforderungen fiir die einzelnen Datenobjekte (zum Beispile St6-
rungsmeldungen oder Befehle in 1 s) und

¢ verschiedener Ubertragungsmedien (ISDN- Mietleitung und Aufruf, DLC, Funk).
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Mit den in Abbildung 7 dargestellten Baudraten lassen sich die Anforderungen an die
Kommunikation erfullen.

Dezentrales 2x Bio BHKW, G3, HW, TS

Energie- und Netz-
management ISDN, fix 64 kBd ?

BS, Bio BHKW, GO
ISDN, Aufruf 64 kBd %
Funk,
, Tix, AN
| 300 ISDN, Aufruf 64kad ~ [F4! r—
20 kBd |
kBd
Zahlerdaten —
- alle Netze
Potovoltaik-
B R R B B anes,
| | | | | G1,H0-1,3,4,LO
Y Y N Y Y BZ, HO-1,2,4
. | | | | | | I .
= ) Bio BHKW, LO
l:] * Q I'Jl:| *I Q Beeinflussbare Lasten
[

G3,G0,G1

Legende: BHKW- Blockheizkraftwerk, BS- Batteriespeicher, BZ- Brennstoffzelle, HW - Heizwerk,
TS - Thermischer Speicher, DLC - Distribution Line Carrier, Gn/ HO/ LO - Lastprofile nach VDN

Abb. 7 Auslegung des Kommunikationsnetzes mit verschiedenen Medien

Diese Aussage gilt allerdings nicht generell. Fir jeden speziellen Einsatzfall ist die Aus-
legung des Kommunikationsnetzes entsprechend den Anforderungen zu ermitteln.

6 Ausblick auf die weiteren Ziele

Im Rahmen des Projektes werden in der Folge noch folgende Aufgaben im Bereich
Kommunikation bearbeitet:
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- Vertiefung der Datenmodelle nach IEC 61850 und Entwicklung von Vorschlagen fur
IEC 62350 und IEC 612400-25 hinsichtlich Ergénzung und normentbergreifender
Konsistenz,

- Konzepte zur Abbildung von IEC 61850 auf unterschiedliche Kommunikationsverfah-
ren und Einsatzempfehlungen

- Optimierung des Kommunikationsnetzes und Ableitung von allgemein gultigen An-
forderungen an den Kommunikationsnetzausbau fir verteilte Erzeuger und steuer-
bare Lasten.

- Schlussfolgerung fiir zu entwickelnde Produkte und kiinftig durchzufiihrende FuE-
Projekte.

Die Kommunikation ist hierbei stets als integraler Bestandteil eines Gesamtkonzeptes
mit dezentralem Energiemanagement, Netzmanagement und Informationsmanagement
zu betrachten. Daher werden auch die Empfehlungen fir die Auslegung und das Zu-
sammenspiel aller beteiligten Systeme erarbeitet.
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Neue Chancen durch Regelenergiemérkte

H. Armbrister

STEAG Saar Energie AG

Energiewirtschaft und liberalisierte Energiemérkte

St. Johanner StraRe 101 — 103, D-66115 Saarbriicken / Germany
Tel.: +49 (6 81) 4 05-24 06, Fax +49 (6 81) 4 05-10 28

E-Mail: holger.armbruester@steag-saarenergie.de
www.steag-saarenergie.de

‘ ‘ steag

Saar Energie

Agenda

1. Einfuhrung: Regelenergie, -arten, -anforderungen
2. Markte: Internet, Marktstrukturen, -volumen
3. Chance: Minutenreservepoolung, ,,Das virtuelle Regelkraftwerk®

4. Perspektiven: Potenziale in Deutschland und Europa

E-EL, Holger Armbriister, August 20046, Seie 2
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steag

Saar Energie

1. Einfiihrung - Regelenergiearten

Sekundirregelung

Primérregelung Stunden-
reserve

Minutenreserve

5s 305 15 min 1h Zeit

UNB BKV

E-EL, Holger Ambrister, August 2005, Seie 4

steag

Saar Energie

1. Einfihrung - Zuordnung der Regelenergiekosten

Primirregelung (PR) Netznutzungsentgelte Netznutzer
PR Leistung
PRArbeit -—-—-----—-—-f----- Tt | + Systemdienstleistungen tragen uber
0 ¥ g |::> 70 % der
Yorhaltung von Regelleistung Regelenergie-
ol kosten
Sekundarregelung (SR)
B bekting N + Kosten des Ubertragungsnetzes
BR Apheit s~ - i
: Energielieferentgelte Strom-
: handler
i oder BKY
Minutenreserve (MR) B i + Energicerzeugungskesten tragt unter
PR Leistung -l « Kosten der Ausgleichsenergie in 1;'] o IdET :
VP | —| | [—— egelenergie-
BRArbeit "I Bilanzkreisabrechnung kosten

E-EL, Holger Armbriister, August 2005, Sete 5
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1. Einfiihrung - Anforderungen

steag

Saar Energie

Primérregelenergie

Sekundarregelenergie| Minutenreserve

Regelband / Poolgrite

£mind. 2% der MNennleistung

der EE, mind. 2 MW

mind. £ 30 MW mind. £ 30 MW

Leistungsgradient

2% der Nennleistung

2% pro Minute der

30 MW N 15 Min
Mennlelstung

Lt b oo e = SN
Arbeitsverfugharksit 5 100 % 100 %
Zeitverfligbarkeit 100 % 95 % 100 %
Ausschreibungszeitraum halbjahrlich halbjahrlich taglich

Aufgabe

Wiederherstellen d
Frequenzgleichgewichts

Frequenz- und
Leistungsregelung

Besonderheiten

Freguenz-Leistungszahl
muss einstellbar sein

kontinuierliches
Fegelsignal

Manueller Aufruf

EEL. Holger Ammbriister, August 2005, Sete 6

steag

Saar Energie

1. Einfithrung - Maglichkeit der Regelenergiebereitstellung

Positive Regelenergie
Verbrauch > Erzeugung
= Unterspeisung

(Metzfrequenz fallt unter 50 Hz)

Negative Regelenergie
Verbrauch < Erzeugung
= Uberspeisung

(Metzfrequenz steigt Ober 50 Hz)

Stromerzeuger
(Z.B. Kraftwerke, Motstrom-Diesel, BtC.)

Lefstung erhidhen oder, EIN"

Stromerzeuger
[Z.B. kraftwerke, BHIKW-Anlage, etc.)

|

Leisiung absenken ooer  ALUST

Stromyverbraucher
(Z.B. Elektralysen, Schmelzdfen, etc.)

|

Last absenken ader, AUS"

B = netztrequenz wird erhant

Stromverbraucher
(Z.B. Mihlen, Pumpen, “erdichter, etc )

Last erhdhen oder EIN"

[ = Metztrequenz wird gesenkt
E-EL, Holger Armbriister, August 2008, Sete 7
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‘ steag

Saar Energie

2. Regelenergiemarkte - Marktstruktur

==
(e

F—1

Sekundarregelmarkt

Marktvolumen:
5.930 MW

Marktanteil SSE: 0 %

e
Ll

Fos. Minutenreservemarkt

Marktvolumen:
3.370 MW

Marktanteil 35E: 10 %

E-EL, Holger Ambrister, August 2005, Sete 9

I ‘ ‘ steag

Saar Energie

2. Regelenergiemarkte
— Marktvolumen Minutenreserve

E-EL, Holger Armbriister, fugust 2005, Sete 10
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2. Regelenergiemirkte - Internetausschreibungen

3. Chance - Kennzahlen ,,Virtuelles Regelkraftwerk®

steag

Saar Energie

[ ——————r—— ——

EEL, Holger Amnbriister, August 2005, Seie 11

steag

Saar Energie

Beginn Vermarktung eigene Kraftwerksleistung: Mitte 2002
Start Virtuelles Regelkraftwerk: September 2003

Warktvolumen 3370 MW 2450 MW
Marktanteil (%) 10 % 25%
Marktanteil {abs ) 300 — 400 My 20— 80 MW
Pragualfizierte Leistung 1.019 My 341 MY
Bereitsteller 41 4

EEL, Holger Armbrister, August 2006, Sete 13
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steag
Saar Energie

3. Chance - Minutenreservepoolung

E-EL, Holger Armbrilster, August 2005, Seie 14

steag
Saar Energie

3. Chance: Kombipraqualifikation
bei Anlage mit einem Wiederhochfahrprozess > 15 Min.

MW Aufruf1/4-h  Ende Aufruf

Bardicenrg
T

Lastverlauf einer Chior-
Alkali-Elektralyse bei
Minutenreserve-Aufrf

=* Problem:
Wiederhochfahmprozess nach
Aufrufheendigung =13 Win.

MW

Lo keriont Freme e

Kompensation der Bilanz-
kreisabweichung durch
Austegelung von Saar
Energle-krathierken

ZeIt SR Holger Ambrister, August 2005, Seiw 15
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steag
Saar Energie

4. Perspektiven — Potentiale in Deutschland

Chlerindustrie
Zementindustrie

Blockheizkraftwerke
Kupferindustrie

erghauwasserhaltung
Papieraufbereitung

Kalteanlagen

E-EL. Holger Ammbrister, August 2005, Seie 17

steag
Saar Energie

4. Perspektiven — Potenziale in Europa

~
L Regelenergiegeschifte schwierig, da anderer Netz-
Synchronbereich {Centrel) :

ﬁ L g Regelenergieexporte ab 2006 miglich.

E-EL, Holger Ammbriister, August 2006, Seie 18
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New Control Systems for Distribution Grids — Reaching Down to Low
Voltage

C. Wittwer, T. Meyer

Fraunhofer Institute for Solar Energy Systems ISE
Heidenhofstr. 2, D-79110 Freiburg / Germany

Phone: +49(0)761 4588-5115, Fax: +49(0) 4588-9115
E-mail: christof.wittwer@ise.fraunhofer.de

1 Introduction

Increasing numbers of renewable energy and distributed generation units pose new
demands on electricity networks. Besides issues of power quality, safety, protection, or
connection standards, the operation of the overall system changes significantly. Opera-
tion in this sense covers a broad range from grid stability (primary and secondary con-
trol) to economic dispatch of central generation units and local optimisation of grid seg-
ments, loads and DG generation. Since decades, control of electricity grids is well estab-
lished with central generation units and transmission grids providing the key system
services needed for a stable and reliable operation of power networks. However, within
the last years, large amounts of wind generation and large CHP units have been con-
nected on medium voltage distribution grids in several countries. Thus, operation of
electricity grids has changed in the above mentioned respects already. New grid codes
and connection standards have been put into place; new technologies have been devel-
oped to enable renewable and DG sources to contribute to certain system services (e.g.
provision of reactive power and fault ride through capability); new control systems and
prediction tools have been implemented to improve economic dispatch and contingency
events. On the side of electrical loads, control systems for demand side management,
peak shaving and the like have been introduced as well as remote metering for large
customers.

With decreasing cost for control and communication technology, it can be foreseen that
this “trickling down” of control and remote metering systems will continue to low voltage
level. In fact, remote metering being introduced today for LV customers in several re-
gions in Europe indicates that this new era is rising already. While the motivation for
utilities to do so today are often improvements in data handling, billing, offerings of new
tariffs etc., the control of increasing numbers of renewable energy sources and DG units
on LV level will join as driving forces. It should not be forgotten that most consumers, i.e.
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private households and commercial customers, are provided with electricity through low
voltage networks. And most DG units will be connected to LV on the long run. These are
namely PV systems and micro CHP units such as fuel cells, micro-turbines or motor
type CHP. Their sizes spawn a power range from about 1kW up to over 100 kW. With
increasing penetration of these sources, also the operation of LV distribution grids has to
be adapted to new requirements.

2 Approaches to Control on LV level

Depending on regulatory framework and contracts, quite different perspectives can be
taken for active control of grid segments, generation units and loads on LV level. Net-
work operators, electricity traders, independent power producers and customers all
strive to optimise their business, by nature following different optimisation criteria. Thus,
quite different solutions for active control on LV level are under development. Further-
more, it must be differentiated between solutions controlling energy flows only —i.e.
mainly performing economical optimisation — and solutions to control technical parame-
ters of the LV grid as well. The latter mainly refers to control of voltage levels. For ex-
ample, in weak grids tending to show too low voltage under high load, DG units can be
used to actively increase voltage. On the opposite, if DG units would cause too high
voltages by feeding in the grid, their operation could be restricted. Of course, DG units
connected to LV networks could also provide other services to the grid directly, without
higher level control systems. For example, PV or fuel cell inverters could actively reduce
harmonics, provide reactive power or short circuit current. However, it is likely that at
least in the near future this will be achieved by local control of these devices using fixed
set-points rather than employing higher level control systems to actively adapt strategies
and set-points. This kind of component-based control on LV level will not be covered in
this paper.

Figure 1 to 3 show approaches illustrating the spectrum of solutions currently being
pursued.

The “softest” approach is giving incentives for load and generation control using price
signals. Different kinds of flexible tariffs have been used for a long time already, e.g.
critical peak pricing models in France, demand side bidding programs in the US or stan-
dard high/low-tariffs offered by many utilities in Europe. However, such approaches have
not yet been used to directly influence generation of DG units.

Price signals do not give direct control of generation and load to LV grid operators or
electricity traders. Still, knowing typical responses to the incentives, they still can serve
as a tool to control energy flows. The advantage of such soft control is that it is relatively
easy to implement under liberalised market conditions and requires very little communi-

176 ISET 2005



10" KASSELER SYMPOSIUM ENERGY SYSTEMS TECHNOLOGY 2005 5

cation only. The customer can do its own local optimisation without being bound to com-
plex rules and contracts. However, the effect of price signal approaches on LV level is
certainly limited, because energy cost and thus affordable incentives are relatively low.
Demonstration projects in the 1990ies showed load shifting effects between 5%-10%.
Although generally price signals could also be used as incentives to contribute e.g. to

voltage control, this does not seem realistical from the benefit and incentive point of
view.

70

60

50

40

30

price[EuroCent]

20

10

0 5 10 15 20
time[h]

Figure 1: local optimisation following tariffs / pricing signals as leading function.

To achieve direct control of units — of course within limits specified in respective con-
tracts — a closer link between local units / local optimisation and the utility is necessary.
Figure 2 shows an approach taken in a German research project lead by ISET in Kas-
sel. An interface box is a security device to check the impedance of the LV grid via fou-
rier analysis. Recent versions “BISIcom” operate with an additional communication inter-
face which allows power management from external controllers.
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Figure 2: BISI: bidirectional security interface

Taking the next step towards control of technical parameters of the grid — namely volt-
age levels — figure 3 shows the management system “PoMS” (Power Flow and Power
Quality Management System) system developed by Fraunhofer ISE and partners within
the project DISPOWER. PoMS implements active management of distributed genera-
tion, controllable loads, storage devices and power quality devices in LV grids. The
major management goals are an economically optimised operation (within given techni-
cal constraints from the LV grid) and the control of power quality parameters. POMS
controls regular operation as well as interventions in case of irregularities, i.e. events
which affect PQ

3 Example: active LV grid control using the POMS system

The general structure of POMS integrated in a LV grid is shown in figure 3. POMS con-
sists of one PoMS Central Unit (PCU) and many decentralised PoMS Interface Boxes
(PIBs). PIBs use LINUX as a secure, scalable and stable operation system. Controllable
grid devices (such as generators, storage systems and loads) as well as measurement
devices (such as sensors, data loggers, power quality analysers) are connected to PIBs.
All PIBs are connected to the PCU. Optionally, the PCU also communicates with soft-
ware on remote computers (such as grid planning tools, monitoring clients, medium
voltage grid control, sources of forecast data including solar irradiation, wind speed and
ambient temperature etc.). TCP/IP was chosen for the intercommunication between all
devices, which is the standard for communication in computer networks.

Part of the POMS concept is the mapping of all grid devices to certain component
classes, like controllable generators with use of heat, controllable generators without use
of heat, stochastic generators (like PV), energy storage, transformers, controllable
loads, uncontrollable loads etc. To illustrate the approach: the PIB of a fuel cell unit

178 ISET 2005



10" KASSELER SYMPOSIUM ENERGY SYSTEMS TECHNOLOGY 2005 &

“knows” that it controls and measures a fuel cell, but registers the device at the PCU as
generic controllable generator with use of heat. For the PCU, the specific type of energy
source is not of relevance, but only its forecast of energy delivery and possible restric-
tions of its operation, e.g. due to limited heat demand and storage capacity.

PoMS is currently being installed in three pilot installations in Germany and Spain. The
different pilot installations allow studying the POMS operation under various contractual
settings, grid configurations and with different distributed generation and storage com-
ponents. As an example, the set-up and results from the test site in Stutensee, Ger-
many, are shown.

PCU 20 kv

am Ve
- - rz{ U R
PV+Ioad load fueI cell business CHP battery

(

]m‘ PIB PCU

Figure 3: networked control system with decentral optimisation considering local constraints and
individual contracts

The LV grid in Stutensee provides electricity to 101 households and includes a 40 kW,
combined heat and power (CHP) generation plant with connected heat supply infrastruc-
ture and storage — all operated by MVV Energie — as well as a 28.8 kW PV installation —
operated by a private person. For the DISPOWER experiments, a battery and inverter
system with a rated power of 100 kWh has been installed. This energy storage gives
additional energy control options that can be utilised by the POMS system.

It is important for POMS to consider, that the LV distribution grid is owned by MVV Ener-
gie AG, but fed from the MV grid of another German utility, EnBW. Thus the contractual
situation regarding energy conveyance between EnBW and MVV determines economic
aspects for POMS operation.
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Figure 4: Pilot installation “Am Steinweg”, Stutensee (Germany), operated by MVV Energie AG.

On the basis of measured load curves, varying prices and tariffs for different energy
resources as well as specific features of the distributed components, operation sched-
ules for the CHP plant and the battery bank have been developed and tested, targeting
at an economic optimisation of the grid operation. One example of a schedule for the
CHP unit is shown in figure 5.

CHP Control and Status

IF T T T T P T e 1T T
PoMS control (3,5 — -
value Y S e O O I N O PO PO O O (VA ) S S
0 1 23 45 67 8 9 101112131415 16 17 18 19 20 21 22 23 24
1—\‘I|I|I|I|I|I|\lI|I|I‘I|Ill‘\llllllllllll‘lllll—
Global control 0_5__ 1
| - i
vale e e I TR e R N R LS L I e e .
01 23 45 67 89 101112131415 16 17 18 1920 21 22 23 24
P T T T P T T T T T T IR T T e
Operation 05 |
N S P e e e e e e e . I

[ e i
01 2 3 45 6 78 91011121314 1516 17 18 19 20 21 22 23 24

Figure 5: Implementation of operation schedules in the Solar Settlement Stutensee: the upper
curve shows the “set” signal generated by PoMS. This is then combined with restrictions resulting
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from the heat storage control, forming a global control value. The bottom line shows the meas-
ured response signal from the CHP unit (in this case “0” means “ON”").

At the Stutensee pilot installation, optimisation effects could be achieved mainly by re-
ducing the peak power demand on the basis of operating the battery and the CHP unit
during peak power times (see figure 6). The PV energy produced was mainly used for
serving instantaneous loads.

Calculations for the solar settlement “Am Steinweg” in Stutensee showed that financial
savings up about 5.000 Euro per year could be achieved by intelligent control of the
distributed generation and storage units. This amount is of course dependent on the
contractual situation and legal conditions for all involved parties at the pilot installation,
but does reach the level of cost envisaged for systems like POMS as commercial solu-
tion.

peak shaving in Stutensee
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Figure 6: Peak shaving effects can be achieved at the pilot installation “Am Steinweg” Stutensee
by adjusting CHP and battery operation. The figure shows simulation results for improving MV
transformer energy balance.

ISET 2005 181



ZEHNTES KASSELER SYMPOSIUM ENERGIE-SYSTEMTECHNIK 2005

4 Conclusion

Active management of LV grids will help integrating large amounts of renewable energy
sources and DG units in the future. Furthermore, it will help tapping potential for increas-
ing efficiency and decreasing cost of electricity supply and use. Using experiences from
medium voltage level integration of RES and DG and using trends towards remote me-
tering will create synergies that speed up this development.

A range of solutions to influence and control generation and loads on LV level has been
analysed and developed already. Current research and test projects reveal the potential
of actively controlling DG units and LV grids towards improved economics and — in weak
grids — improved power quality. It will be key to identify control solutions suitable for
quite different local conditions like existing communication infrastructure or existing DG
units and local optimisation tools in order create win-win situations for the stakeholder
controlling and the one being controlled. At the same time, transaction cost must be
limited.

Today, active LV grid control may soon be economically viable in niche applications as
has been shown for an area network in Stutensee, Germany. With decreasing cost for
information and communication technology, increased local availability of communica-
tion means and cost efficient solutions for data handling, billing and transactions, active
grid control on LV level will reach into further market segments. At the same time, with a
steady increase of DG units being connected on LV level, the need for active control will
rise.
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Case Studies on the Integration of Renewable Energy Sources into
Power Systems

R. Belhomme and P. Bousseau / EDF(France), E. Navarro / IBERDROLA (Spain),

A. Badelin and T. Degner / ISET (Germany), G. Arnold / University Kassel (Germany),
A. Berenguer and |. Chocarro / EHN (Spain), C. Materazzi-Wagner/ Verbundplan (Aus-
tria), S. White/Econnect (UK), N. Hatziargyriou / ICCS (Greece), S. Tselepis and Aris-
tomenis Neris / CRES (Greece), D. Lefebvre / Aerowatt-Vergnet (France)

1 Introduction

In the context of the DISPOWER European project, case studies have been carried out
on the integration of Distributed Generation (DG) and Renewable Energy Sources
(RES) into power systems. The main objectives were :

- to apply the tools and concepts developed in the DISPOWER project on national,
regional or local power systems in different European countries and to assess their
performance,

- to demonstrate the implementation of DG and RES technology both on intercon-
nected grids and on island power systems,

- to contribute to the dissemination and exploitation of the results of DISPOWER.

Eleven case studies have thus been done ([1, 2]): 5 case studies on interconnected
grids in Germany, France, Spain and Austria, and 6 case studies on weak grids and
island power systems in the United Kingdom, Greece, and the French Caribbean. A
summary of the work done and of the main results obtained is given in this paper.

2 Wind generation on the German interconnected grid

In Germany at the end of 2004, more than 16,200 Wind Turbines generated approxi-
mately 25,000 GWh with an installed capacity of approximately 16,500 MW, which is
almost 15 % of the peak load. Wind power now provides a noticeable share of the elec-
tricity generation in Germany. Thus, wind becomes a significant component in electricity
supply and in the process of balancing consumer demand with power generation. More-
over, in the grid areas of the German transmission system operators E.ON Netz and
Vattenfall Europe Transmission GmbH wind power generation temporarily exceeds the
electricity consumption.
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A reliable operation of a power system requires an accurate prediction of demand and a
thorough planning of its coverage by available resources. Conventional power generat-
ing units (coal fired, gas fired, nuclear, hydro, gas turbines, etc.) are scheduled to oper-
ate at any time in a certain power mode with respect to technical constraints and eco-
nomic considerations. The stability of power systems during contingencies, such as
unexpected increase of load or an outage of a power system component, is ensured by
power reserves.

The rising amount of uncontrollable and fluctuating power production from renewable
energy sources, especially from wind power, increases uncertainty in the systems and
makes the reserves to grow to cope with a new type of contingencies. In order to reduce
these reserves but at the same time to guarantee the reliability of power supply, the wind
power generation has been known in advance and included into the system planning.
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Figure 1: Graphical User Interface of the Wind Power Management System

A well-established and scientific analysis of the time series of wind power as well as the
accurate determination of the current and expected wind power lead to an improved
integration of distributed wind generation into the electrical power system and reduce
CO2 emissions sustainable. In the frame of the DISPOWER project, ISET has further
developed a wind power control centre to support large-scale wind power integration into
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the electrical energy supply system - the Wind Power Management System (WPMS).
The WPMS provides assessment of the real-time wind power generation as well as its
prediction up to 72 hours ahead for wind farms, network regions, control areas or coun-
try-wide. The further development of the WPMS and its application to the German inter-
connected grid was the subject of the first case study.

3 Advanced Grid Control Unit for DG Integration into the German grid

The second case study was devoted to a new web based SCADA system for the online
monitoring and control of RES and DG on the interconnected grid in Germany : the
Advanced Grid Control Unit (AGCU).

DG and RES (e.g. Wind Turbine Generators - WTGS) are very often situated in remote
places covering a wide geographical area. Due to this they are sometimes difficult to
access or even not accessible for service personnel for periods ranging from some
hours up to a couple of weeks (offshore wind farms). However, in order to get efficient
and profitable renewable energy feed-in or to use them for grid stabilising measures
close monitoring and control of large DG “farms” and large single DG units is essential.

The present trend in industrial monitoring and control are web-based monitoring and
controlling systems as they are easily available and economical to use. But the most
important advantage for the use of web-based systems is the possibility to supervise
and control the plants from anywhere at anytime via Internet. This was the main reason
to develop and test the “Advanced Grid Control Unit (AGCU)” within the DISPOWER
project. The AGCU is a web-based PLC system with a common software and hardware
platform, so that not only Wind Turbines but also other Distributed Generation Plants
can be monitored and controlled via the same system.

Figure 2 shows the main page of the AGCU website. The first prototype of this web-
based SCADA-system for DG is installed at Friedland-Deiderode in Germany. As can be
seen in Figure 3, it consists of one Main DG-Farm server and multiple, (widely) dis-
persed plant controllers, installed at each DG-plant and connected to the farm server via
suitable communication technologies (e.g. industrial fieldbus syst.). Modular PLC de-
vices (WAGO I/O System 750) with Ethernet fieldbus port are used as plant controllers.
These devices are offering a lot of features for web based applications such as built-in
web-server (HTTP), built-in file system (FTP), Real Time Clock and other services. The
new software algorithms at the PLC devices for grid control are developed with CoDe-
Sys according to IEC 61131-3. As DG-Farm server one industrial PC with Windows XP
is used, the websites are programmed with PHP, the historical database is based on
MySQL and the dynamic diagrams are generated with JPGraph.
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The first experiences and operational results with the new installed AGCU-prototype in
Deiderode are positive, because it is working satisfactorily and it is possible to monitor
and to control the operation of the DG-Farm from remote places via Dial-Up Modem or
broadband Internet (DSL) connection.

For a safe, economic and automatic operation of renewable energy sources and DG
plants it is essential to have the possibility to exchange information with this devices
from anywhere at any time. The new developed Advanced Grid Control Unit (AGCU)
gives not only grid operators but also manufacturers, service teams and operators of
DG-Farms the possibility to monitor, maintain and control the DG-Farms from anywhere
at anytime in order to optimise the DG-Farm operation according to the grid require-
ments or economical reasons.

4 Wind generation on the French interconnected grid

In the third case study, high wind power penetration levels are considered on the French
interconnected grid and the impact is studied in terms of the dynamic behaviour in case
of large disturbances on the grid (short-circuits and losses of generation).

France, through the new energy policy law, confirms its objective to increase from 15%

to 21% the share of renewable energy sources in the electricity produced in 2010.

Hence, in the framework of the DISPOWER European project, three scenarios were

defined for wind power development in France in order to study the impact of a large

scale penetration of wind energy :

- moderate scenario: from 2 GW in 2010 to 8 GW in 2020 (wind power penetration
between 4.5% and 22% of the estimated total French generation at minimum load);

- sustained scenario: from 6 GW in 2010 to 15 GW in 2020 (wind power penetration
between 10% and 32%);

- voluntary scenario: from 10 GW in 2010 to 22 GW in 2020 (wind power penetration
between 15% and 40%).

NB: These scenarios were established by EDF R&D for the purpose of the study and

should not be considered as elements of EDF’s strategy in this field.

Depending on the wind power development scenario taken into account, minimum re-
quired grid reinforcements have been taken into account. They are limited for an in-
stalled wind power lower than 10 GW (only one new 400 kV line) but important for a
wind power from 15 GW to 22 GW (with between 5 to 8 new 400 kV lines needed).
However, these reinforcements have been determined using the basic knowledge of the
network and detailed grid development studies would be required.
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Dynamic simulations have been performed with the EUROSTAG software with a de-
tailed model of the French grid and a simplified model of the European network. Differ-
ent types of wind turbines technologies have been considered and different events in-
cluding 400 kV and 225 kV three-phase short-circuits have been simulated.

The results show that:

- in the worst case (Figure 4), up to 1/6th of France may temporarily have a voltage
lower than 0.85 pu and 1/8th of France a voltage lower than 0.75 pu.

- for scenarios with wind turbine technologies without voltage regulation, less than
3400 MW are affected (voltage lower than 0.75 pu temporarily) over a total installed
wind power lower than 10 GW, between 5 and 6 GW are affected over a total wind
power of 15 or 16 GW, and 10 GW over a total wind power of 22 GW.

- Wind power technologies with voltage regulation enable to decrease efficiently the
wind power affected by voltage dips so that less than 3000 MW can be affected.

12

09

06

03

Figure 4: Maximum span and magnitude of the voltage dip in per unit

However, the wind power actually disconnected depends not only on the amount of wind
power affected (voltage lower than 0.75 pu temporarily) but also on the voltage protec-
tion scheme. For instance, with a voltage protection scheme close to the one currently
asked by E.ON and for the voluntary scenario in 2010, the actually disconnected wind
power is at most 840 MW whereas 3100 MW of wind power is affected. This amount
depends on the wind power technology modelled in the study. Recent wind turbine tech-
nologies present a good behaviour in case of voltage dips and the simulations show that
with a technology with full power electronics converters and voltage control, no discon-
nection is observed for this case.
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Recent wind turbine technologies generally have (possibly with slight modifications) the
required reactive power and voltage control capabilities as well as an adapted protection
system with Fault Ride Through (FRT) capabilities. With such technologies the impact of
a large scale integration of wind power in France should be limited. In particular the

study shows that the risk of loosing more than 3000 MW of wind power can be avoided.

The transmission and distribution grid connection requirements specified in the grid
codes have thus to ensure that the wind farms will have the appropriate control and FRT
capabilities. Then the impact of a large scale integration of wind power in France will be
more to be considered from the point of view of the required reinforcements, and the
load follow capacity than the risk of loosing more than 3000 MW (This loss of 3000 MW
of generation is the reference event of the UCTE that has been used to determine the
primary reserve on the UCTE network).

5 Distributed generation in Spain

Navarra is one of the Spanish pioneer regions on RES&DG technology with more than
800 MW of wind power installed capacity, more than 150 of minihydro and over 500 of
small photovoltaic units. In 2004 electricity generated from RES technologies reached
the 70% of the demand.

EHN, company born and based in Navarra, is one of the companies that has lead this
trend. On the hand, Iberdrola is one of the biggest utilities in Spain and is the second
energy distributor in Spain with Iberdrola Distribuciéon. Both companies have joined in
the DISPOWER project to perform a case study of the Navarra's interconnected grid
with a high RES penetration. An overview of the results are given in [1].

The first part of the study gives an overview of the Spanish electric energy business,
and a review of the actual and future legislation for RES and DG generators, the so-
called "Special Regime generators". The Spanish electric business has suffered a major
overturning with the market liberalisation started in 1997. RES penetration is still far from
EU objectives but has been a growing sector especially with the wind generation boom
that started in the late 90's. Today more than 9000MW of wind power is installed in
Spain and government plans give a 20000MW of installed capacity for year 2010. This
increasing wind energy penetration has grown concerns for Transmission and Distribu-
tion system operators on how this will affect the grids they operate and maintain. For this
reason a correct and optimum RES&DG technologies interconnection legislation is
needed. In the study the actual practices and legislation improvement prospects are
explained.
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The second part focuses on the situation of RES in Navarra, from the generation and
kWh demand numbers down to the description of the technologies used: wind, mini-
hydro, photovoltaics, biomass, sun-thermal, bio-fuel and others. A study of how Iber-
drola’'s distribution grid has changed with this new installed capacity and a load -flow
study of the grid for different future scenarios have been done. Future prospects, trends
and guidelines are given at the light of the current situation and the aforementioned
studies.

Finally the capacity of the RES technologies to provide ancillary services to the network
is discussed. The study is focused on reactive power control by wind farms, explaining
and documenting the work done to date by EHN on implementing such a capability for
their wind farms. The reactive power control is still under test but tests have shown the
feasibility and security of this practice. Further work is being done by EHN with Ingeteam
Scada and control manufacturer and Ingetur wind turbine manufacturer to achieve this
innovative control capability that will ease the integration of non-dispatchable wind farms
in the power systems. Other ancillary services such as impact on stability and power
quality are discussed as well.

6 Distributed generation from renewables in Austria

This Austrian case study consists of two parts :

- The “Alpine Valley” case study, where the real electricity supply system of a sparsely
populated valley with high grid costs and high potential for distributed generation is
investigated concerning the planning and implementation of additional distributed
generation plants by using a combination of software tools.

- A “National Wind Power” case study, which investigates the possibilities to integrate
up to 1 GW of wind in north eastern Austria in the existing power supply system (with
all substantial storage plants located in the south west and a weak transmission sys-
tem), while maintaining a high level of supply security and low energy supply costs.

The selected alpine valley in the Salzburg region features some small hydro power
plants, but no noteworthy other DG so far. The valley is supplied by a long MV feeder
with some LV distribution networks along.

The focal points of the investigation are the different options for DG additions and the
best combination with storage possibilities and grid control techniques for covering the
demand of remote alpine valleys. Standard planning tools need adaptation or combina-
tion with other software and criteria must be defined for the purpose of developing re-
gional energy strategies.

190 ISET 2005



10" KASSELER SYMPOSIUM ENERGY SYSTEMS TECHNOLOGY 2005

The current status is described with GIS applications comprising topographic, climate,
infrastructure, network and population data. The potentials are calculated separately for
different energy sources, starting with small hydro and further on wind, biomass and PV,
depending on the quality of the available regional data for GIS. Combined with load flow
data from the network calculation software this reveals the feasible sites for further DG
plants. The equalisation of the daily sum profiles for generation and demand (calculated
out of standardised customer group load profiles, regional demographic and trade data),
adjusted by the actual measured power values, provides an indication for the need of
storage devices and/or load management. The economic check of the potential genera-
tion sites is done with UNIDQO’s calculation software, to assure also the financial feasibil-
ity of these technical feasible sites.

Extension

planning G
Climate
data

Regional
Basis system DG master
plan

Regional
data

Network & Profitability

load flow calculation

Figure 5: Scheme of the planning tools (Green colours indicate input, yellow indicates output)

The aim of the “Alpine Valley” case study is not only to analyse the situation and to
elaborate several scenarios for the selected region, but to develop a versatile planning
tool for the design of DG networks.

7 Increased wind energy penetration on weak networks in rural northern
England

In the following 3 case studies, the use of load control is investigated for 3 different
applications in the UK, namely:

- to enable increased wind energy penetration on weak networks in Section 7,

- to contribute to system frequency control on an island power system in Section 8,
- to assess the viability of islanded operation of a wind farm in Section 9.
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In many rural areas that are ideal for wind energy generators the distribution network is
weak. This limits the amount of wind energy that can be connected to the network due to
problems such as steady state voltage rise. Load management has the potential to
enable increased amounts of wind generation to be connected onto a weak distribution
network.

Econnect used computer simulations to investigate the load management technique to
mitigate voltage rise for a weak network in the North East of England. This technique
has the potential to substantially increase the practicable wind energy resource of the
European Union. The load control strategies for grid-connected systems developed in
the DISPOWER project were applied in this study.

The area of grid used in the study covered a wide and sparsely populated rural region to
the west of Newcastle upon Tyne. The primary substation at Hexham was supplied by
66KV circuits. From these, a series of 20kV feeders supplied outlying villages and rural
dwellings in the South West of Northumberland.

First, voltage rise was investigated on the network as a result of wind generation, with no
load control. Studies indicated that, without any load control, the network could accom-
modate a 300kW wind turbine without experiencing any voltage rise problems.

If load management is used to control 50% of the total loads on the network, as in the
second case study, then the maximum size of wind turbine which the network could
accommodate without experiencing any voltage rise problems is about 1.5MW.

If a more realistic 20% of total loads are controlled by a load management system then,
as shown in the third case study, the network could accommodate a 900kW wind turbine
without experiencing any voltage rise problems.

The results of the study show that if the amount of loads controlled by the load man-
agement system is increased, then the maximum size of wind turbines that can be in-
stalled on the network will be increased. They have also shown that load control is an
effective strategy for mitigating voltage rise on weak rural networks, in order to facilitate
connection of an increased capacity of renewable generation.

8 Diesel / hydro generation on the Scottish Island of Rum

The power system on the Island of Rum provides power to a community of residents on
the island. During times of abundant rainfall the community is powered entirely by re-
newable energy from a hydro power scheme. Initial site work had shown that load man-
agement schemes could improve the availability of the power system. A detailed investi-
gation on site was then carried out.
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A torque based model was used to represent the power system on Rum, which incorpo-
rated the existing controller. The model was then amended to investigate new control
concepts for the power system using Distributed Intelligent Load Controllers. Modelling
results showed that the Distributed Intelligent Load Controllers were able to control sys-
tem frequency within acceptable limits, although the frequency control was not as re-
fined as with the existing controller.

An extensive programme of site testing was carried out using Distributed Intelligent Load
Controllers. The Distributed Intelligent Load Controllers were used to replace the exist-
ing controller, and were installed at one site.

It appeared that changes in load, resulting from load switching by the Distributed Intelli-
gent Load Controllers, caused larger changes in voltage than had been anticipated from
the model. This behaviour was attributed to the binary arrangement of the loads. On this
site the smallest load was 250W and the largest load was 7500W. As the loads were
very different sizes from each other different load controller switching actions had very
different effects on the power system frequency and voltage. As a result of the site tests,
further work is to be carried out to develop a Distributed Intelligent Load Control system
for binary loads.

9 Islanded operation of a wind farm in the UK

Safe and stable operation of embedded generation in islanded mode under network fault
conditions could offer significant benefits in improving security of supply to customers,
especially in remote rural areas. The aim of the work carried out by Econnect was to
apply techniques developed in DISPOWER to assess the viability and options for control
of a wind farm during islanded operation due to network faults.

A wind farm with 300kW pitch regulated turbines on the Harbour wall at Blyth in North-
umberland was selected as a suitable site to demonstrate islanded operation.

Firstly, a design of a synchronous compensator system was undertaken for the site. The
main technical operating requirements for such a islanded electrical system are to main-
tain a continuous supply with voltage and frequency within required limits, operate gen-
erating equipment safely and within its limitations, ensure adequate protection against
failures within the system and maximise use of the available wind power. A solution was
developed to achieve these requirements and to demonstrate the viability of operating
such an islanded system. Additional equipment to provide frequency and voltage control
of the islanded grid was also specified.

A computer model was developed and simulations were carried out over a range of
operating conditions. Overall, the simulation results were encouraging, and gave confi-
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dence that the system design would perform satisfactorily when implemented. The re-
sults also highlighted areas for investigation during wind turbine testing.

A demonstration synchronous compensator and load control solution was then de-
signed. Equipment was purchased, assembled, installed and commissioned on site.
Testing of islanded operation and data collection was carried out during June 2004. The
islanded network was entirely composed of test equipment, i.e. no actual consumers
were included in the test network. The wind turbine was disconnected from the main grid
for the entire period of the testing. The results demonstrated that voltage and frequency
on the islanded network could be controlled within acceptable limits when the network
was powered only by the wind, although turbine start up was difficult due to automatic
shut down of the turbine when experiencing excessive rotor speeds.

Further modelling to investigate the problems of turbine start up indicated that the major-
ity of the power drain on the system during the start was due to the starting resistors.
The resistors reduced the instantaneous current demand of the system, but greatly
increased the real power demand placed on the backup power source. The model sug-
gested that complete removal of the starting resistors would be likely to result in a
smaller underfrequency but a larger voltage drop. The risk associated with such a start-
ing strategy might be that in high winds there would be insufficient voltage at the mo-
ment of wind turbine generator connection to "pull in" the wind turbine rotor and prevent
an overspeed.

10 Concepts for high penetration of renewable energies on Greek Islands

In this case study, the application of the MORE CARE advanced control software on the
economic and secure operation of island systems has been studied. More specifically,
the impact of economic scheduling, forecasting and on-line dynamic security assess-
ment functions has been evaluated on two characteristic cases with increased RES
penetration, namely the islands of Crete and Kythnos.

Crete is the largest isolated network in Greece with a thermal power installed capacity of
690MW (steam turbines, diesel units and gas turbines and one combined cycle unit).
The installed capacity of Wind Turbines at the end of 2003 was 81.19MW. Wind sup-
plies in average 10% of the annual energy.

The MORE CARE software has been applied on actual hourly load and wind time series
and the simulated performance has been compared to the actual operation of the sys-
tem. The results have shown that improvement in wind power forecasting, resulting in
20% (MAPE) forecasting errors (Figure 6), would result in operating cost reductions of
8.5% compared to the actual operation due to a decrease in spinning reserves.
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The financial benefits obtained by the Economic Scheduling functions were calculated
for the period from August 2001 to February 2002. It was shown that the average rela-
tive gain during August 2001, peak month of the year, would be 3.1%, while for lower
demand periods cost reduction reached 6%. The economic dispatch functions were
similarly evaluated, showing average relative gains of 1.7% during the peak demand
month and of 2.7% maximum during lower demand periods.
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Figure 6: Savings due to improved prediction tools

The evaluation of the on-line dynamic security assessment functions for pre-selected
disturbances has shown by simulation over 95% success in assessing insecure operat-
ing points regarding frequency excursions. In actual operation the dynamic security
functions assessed successfully the potentially insecure operation of the power system
on the 25" October 2001, day of a blackout, although its cause was not included in the
pre-selected disturbances.

MORE CARE software was also used off-line for the evaluation of the impact of wind
power on the economic operation of island power systems. The actual cost of the fuel
consumed for the operation of the system in 2000 (including the compensation of the
wind power producers) was compared to the cost obtained, if the same load would be
covered by the thermal units alone. The monthly cost savings vary from —100 to 600k€,
depending on fuel costs variations, units availability, load variations, wind power and its
correlation with load, etc. In total, annual savings of 1.45% were obtained amounting to
a total cost of 2.6ME.

Kythnos is a small island of 2000 inhabitants with where power is produced by 5 diesel
units of 400 kW each, one 500 kW Wind turbine and 5 wind turbines of 33 kW. There
are also a PV of 100kW and a battery of 500kW/400 kWh. The annual RES penetration
is 11%, for more than 1000 hours per year RES power penetration exceeds 40% and for
less than 50 hours operation is based solely on RES.
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Application of the MORE CARE functions has shown that improved RES and Load
Forecasting would reduce annual operating cost up to 2.63%. The application of the
Economic Dispatch functions would also decrease annual operating cost by 0.8%.

The impact of energy storage on system operation has been evaluated. The economic
scheduling functions of MORE CARE were applied in two cases: a) thermal spinning
reserve to cover trip of one diesel unit, and b) same as case a, but taking into account
battery storage. The analysis has shown that operation with energy storage reduces
operating cost by 2.16%, while in the actual operation there are 2.72% hourly insecure
(inadequate) operating points, even considering the available battery. In general, stor-
age minimizes inadequate operating points, reducing them to zero, when taken into
account within the MORE CARE scheduling functions. This level of adequacy cannot be
achieved even with the commitment of one additional diesel unit (while operating cost is
increased by 11.8% compared to b).

The case studies have shown that advanced control tools, like the MORE CARE soft-
ware can reduce operating costs of island systems operating with increased RES pene-
tration and can provide significant aid to the operators by forecasting load and wind and
by timely informing them about potentially insecure operating schedules. Such tools can
be also used effectively to study the effects of RES and storage devices on island sys-
tem operation.

11 Interconnection of Solar Powered Mini-Grids to the main grid on the island
of Kythnos

The introduction of a substantial penetration of RES in the power mix of the Greek is-
lands is of great importance since island grids operate as autonomous power systems
and are mainly supplied by diesel generators consuming imported fuel. This dramatically
increases the energy cost and the pollution in environmentally sensitive areas. Although
the wind and solar potential in these areas is excellent a number of technical issues
pose a barrier. The implementation of a hybrid system with battery storage and an intel-
ligent management system in Kythnos island, has been proved to be an effective solu-
tion to this problem. The interconnection issues are examined for a number of aspects
involving the increased penetration of RES in the island grid, such as: voltage profile,
active and reactive power flows, thermal (current) loading on circuit elements, transient
stability (maintenance of synchronism), voltage stability and reactive power control,
frequency control, ...

The examination of the steady state situation of the actual Kythnos island grid was stud-
ied as a number of PV systems and wind turbines are connected to the island grid at
various points. For the system analysis, a software tool developed in the Information
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Division of CRES has been used. This tool is basically a GIS application that uses an
interface with PSSE® software in order to carry out load-flow analysis. The load flow
studies for the examined scenarios show that the voltage increase on the Kythnos grid,
due to injection of active power in light load conditions, is well within the limits posed by
the European standard EN50160. Under heavy load conditions the injection of active
power from RES improves the voltage profile. Additionally, the calculated thermal load-

ing of the lines is well within limits.
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For the examination of the grid dynamic behavior, a model of the Kythnos power system
was developed in the Simulink® environment, using the Power System Blockset ® li-
brary. This model utilizes a simplified representation of the grid including only the main
nodes, a model of the local power station with the diesel generators and models for the
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RES (wind turbine and PV systems) as well as for a battery storage inverter. In order to

evaluate the system dynamic behavior, two types of disturbances were examined :

- athree-phase short circuit, with different clearing times, applied in a specific node,
away from the local power station,

- disconnection of the wind turbine when it is producing maximum power (e.g. due to
the activation of the wind turbine protection system because of a high-wind condi-
tion).

Simulation results show that the power system, for the examined conditions, presents a

stable behavior, as long as an adequate spinning reserve exists. Due to the high cost of

the energy produced by the diesel generators it is highly desirable to achieve a reduction
of this reserve without sacrificing the safety of the power system operation. Two solu-
tions to this problem were examined.

The first solution is related to the use of PV power electronic inverters with disturbance
ride-through capability. Today these grid interfaces are disconnected quickly when a
voltage disturbance takes place in order to avoid islanding situations and for self protec-
tion. Reconnection takes place several minutes later. Disturbance ride-through capability
means, among other things, that the grid interface should stay connected during the
disturbance or it should be reconnected quickly after the disturbance. This latter option
of rapid reconnection for disturbance ride-through has been simulated and the results
indicated that, in this way, it should be possible to operate the power system with a
lower spinning reserve without any safety risk.

The second solution is related to the use of battery storage that will replace the spinning
reserve provided by the diesel generators. A model of a shelf-commutated battery in-
verter based on IGBTs with the capability to assist the voltage control of the system was
introduced in the Kythnos power system model. Simulation results show that, because of
the fast response capability of the battery inverter, the frequency dynamic response of
the power system is considerably improved, and in addition there is better fuel utilization
for the diesel generators.

12 Renewable energies in the Guadeloupe power system

This case study concerns the grid connection of a wind farms on “Les Saintes” islands,
which are part of Guadeloupe archipelago, West Indies. This case is representative of
DG connected to small island grid or “end of grid”.

Les Saintes is a group of small islands connected to the main island of Guadeloupe by a
20 kVac 16 km long sea-cable and a 63 kV/20 kV substation on the Guadeloupe island.
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The existing grid of Les Saintes and a 2MW wind farm made of 8 wind turbines with
induction generators have been modelled and load flow calculations have been per-
formed to identify grid connection problems for various load conditions: load level, wind
speed, grid short-circuit power, etc. The main problems identified are voltage rise and
high flicker level. The results have been compared to Distribution Network Operator
requirements in France, Germany, Spain and Crete.

Existing solutions to improve wind energy penetration on Les Saintes have been stud-
ied, using the new control and safety concepts developed in DISPOWER. The following
aspects have been considered: voltage rise and deviations, flicker, DG coupling / de-
coupling, fault ride through capability, short-circuits. In particular, new design and control
techniques have been applied in order to decrease the out of limit voltage and flicker
level on the island MV and LV grid and the impact of various wind turbine technologies
(induction/synchronous machines, fixed/variable speed, reactive compensation...) has
been evaluated.

The possible contribution of GIS tools has also been studied. GIS could be used:

- to better understand the grid behaviour and to study various load development or
DG impact scenarios in order to define the best options,

- to locate and monitor disseminated DG systems, as individual PV cells,

- to devise a complete decision tool, interfaced with a Network Management System.

In case the sub-sea cable is lost, the wind farm remains connected to an islanded grid

fed by a 1.6 MW backup diesel plant. The wind farm must be operated differently, follow-

ing different constraints and requirements. The islanded operation of the system after

the loss of the main cable is then studied, considering:

- parallel operation of the diesel units and the wind farm,

- solutions to allow a high penetration without sub-sea cable, eventually with a reduc-
tion of grid quality during limited periods.

13 Conclusions

In this paper, eleven case studies done in the context of the DISPOWER European
project were presented. The main objectives were to apply the tools and concepts de-
veloped in the DISPOWER project and to demonstrate the implementation of DG and
RES technologies on different European national, regional or local grids.

Mainly four types of studies were carried out. The first type dealt with the development,

implementation and/or assessment of monitoring and control systems:

- awind power control centre, the “Wind Power Management System” (WPMS) de-
signed to support large-scale wind power integration into the German electrical en-
ergy supply system,
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- anew web based SCADA system, the “Advanced Grid Control Unit" (AGCU), for the
online monitoring and control of “farms” of RES and DG units on German intercon-
nected grids,

- the MORE CARE control software developed in previous European projects: it was
applied on two Greek island power systems with high RES penetration, Crete and
Kythnos, and the benefits of its functions were evaluated.

The second type of studies focused on the impact of increased DG and RES penetration
levels, the identification of the resulting problems and constraints, and the analysis of
possible solutions. Both large interconnected grids and islands power systems were
considered :

- the case study on the French interconnected grid has shown the importance of the
reactive power and voltage control capabilities of wind farms, as well as of the Fault
Ride Through capability, to limit the impact of large scale penetration of wind power;

- future prospects and guidelines were given for RES on the interconnected grid of
Navarra in Spain, and the capability of RES to provide ancillary services to the net-
work were investigated, in particular for wind farms;

- grid connection issues for increased RES penetration were examined for different
aspects such as voltage profile, flicker levels, stability, etc. on the two island power
systems of Kythnos (Greece) and Les Saintes (French Caribbean). Different solu-
tions to the problems identified have been studied : battery storage, use of the power
electronic inverters of the RES units, new design and control techniques, improved
RES technologies, in particular for wind turbine technologies, ...

In the third type of case studies, the use of load management was investigated and

tested for 3 different applications in the UK :

- Aload management technique has proved to be an efficient strategy to mitigate
voltage rise on a rural weak network in the North East of England in order to facilitate
connection of increased capacity of wind generation.

- The use of Distributed Intelligent Load Controllers (DILC) was investigated to control
system frequency on the Scottish Island of Rum.

- A solution based on load control combined with a synchronous compensator was
designed for the islanded operation of a wind farm and testing was carried out on a
islanded network entirely composed of test equipment.

Finally, tools and approaches for planning of networks with DG and RES were also

examined, in particular :

- in the Austrian case study which dealt with the planning and implementation of addi-
tional DG plants and RES at the regional and national levels, the objective was not
only to analyse the situation and elaborate scenarios but also to develop a versatile
planning tool for the design of net works with DG and RES;
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- inthe les Saintes case study, the use of GIS tools to devise a complete decision tool
was also considered.
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