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I 

Ausgangslage 
 

In den vergangenen Jahren haben die Netzbetreiber zur Vermeidung von Netzengpässen bzw. 

Grenzwertüberschreitungen bei der Belastung der Netzbetriebsmittel immer häufiger in den Netzbe-

trieb eingegriffen. 

Wenn markt- oder netzbezogene Maßnahmen wie bspw. Netzschaltungen nicht mehr zur Vorbeu-

gung oder Behebung von Überlastungen der Netzbetriebsmittel ausreichen, greifen weitergehende 

Maßnahmen: 

¶ Einspeisemanagement bzw. Abregelung von Erneuerbaren Energien- (EE-) & Kraft-Wärme-

Kopplung- (KWK-) Anlagen, 

¶ Redispatch bzw. Reduzierung und Erhöhung der Leistungseinspeisung von konventionellen 

Kraftwerken und  

¶ Einsatz von Netzreservekraftwerken zur Beschaffung noch fehlender Redispatchleistung aus 

der Netzreserve. 

Die Häufigkeit, bzw. die Intensität von Netzengpässen lässt sich sehr gut an den Kosten für Ein-

speisemanagement und Redispatch ablesen. Für das Jahr 2013 lagen diese unter 200 Millionen Eu-

ro. Im Vergleich dazu wurden die Gesamtkosten für das Jahr 2017 von der Bundesnetzagentur auf 

etwa 1,5 Milliarden geschätzt.1 

Vor diesem Hintergrund ist ein zeitnahes und konsequentes Handeln aller Akteure zur Reduktion 

von Netzengpässen dringend notwendig.  Es ist zu erwarten, dass sich die Netzengpasssituation 

aufgrund der zeitnahen Abschaltung der Atomkraftwerke, bis spätestens 2022 vor allem in Süd-

deutschland weiter verschärfen wird. Die Folge wird ein deutlicher Anstieg des Energietransports 

von Offshore- und Onshore-Windenergie aus dem Norden in den Süden sein.  

Der konventionelle Netzausbau ist für die kurz- und mittelfristige Beseitigung von Übertragungs-

engpässen aus planungs- und genehmigungsrechtlicher Sicht eher ungeeignet. Innerhalb der zustän-

digen Ministerien hat man dies erkannt und unterstützt die Optimierungs- und Verstärkungs-

Maßnahmen beim Netzausbau, wie unter anderem Freileitungsmonitoring zur witterungsabhängi-

gen Belastbarkeit der Freileitungen oder Phasenschiebertransformatoren zur Flexibilisierung des 

Leistungsflusses.2  

Es stellt sich damit auch nicht die Frage, ob diese Optimierungs- und Verstärkungs-Maßnahmen 

nun notwendig oder richtig sind, sondern ob diese Maßnahmen nicht zu erweitern wären. So wird 

insbesondere der Aspekt des verstärkten Einsatzes von innovativen Online-Assistenzsystemen wird 

nur untergeordnet und als langfristige Maßnahme genannt.3  

Die vorliegende Studie untersucht daher insbesondere den kombinierten Einsatz von Online-

Assistenzsystemen mit Freileitungsmonitoring oder Phasenschiebertransformatoren in einem  

Stromübertragungsnetz mit einem Anteil von mindestens 50% Erneuerbare Energien (EE). 

 

                                                 
1 Monitoringbericht 2018; Bundesnetzagentur & Bundeskartellamt; Stand: 21. November 2018. 

2 Netzoptimierungsmonitoring Optimierungs- und Verstärkungs-Maßnahmen beim Netzausbau nach dem zweiten 

Quartal 2018; Bundesnetzagentur; August 2018. 
3 Ergebnispapier des dena-Stakeholder-Prozesses, Höhere Auslastung des Stromnetzes; dena; September 2018. 
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Technischer Teil 

A. Sachverhalt 

Immer größere Mengen an elektrischer Energie aus EE-Anlagen werden ins Stromüber-

tragungsnetz integriert.4 

Vor diesem Hintergrund ist nicht die Frage, ob das Stromübertragungsnetz ausgebaut 

werden muss, sondern nur wie und mit welcher Geschwindigkeit dies zu geschehen hat.  

Dies spiegelt sich auch in den quartalsmäßigen Veröffentlichungen der Bundesnetza-

gentur zum Stand bzw. Fortschritt der Ausbauvorhaben nach dem Bundesbedarfsplan-

gesetz (BBPlG) wieder. Dieser stellt die energiewirtschaftliche Notwendigkeit und den 

vordringlichen Bedarf zur Gewährleistung eines sicheren und zuverlässigen Netzbetrie-

bes fest. Die Gesamtlänge der Leitungen, die sich aus dem BBPlG ergeben, liegt aktuell 

bei etwa 5.900 km. 5 

Jedoch sind der Netzausbau und die -verstärkung komplexe, langfristige und kostenin-

tensive Unterfangen mit sehr vielen Akteuren. Mit einer Realisierung der Mehrheit der 

Ausbauvorhaben ist wahrscheinlich erst nach 2023 zu rechnen. Dies zeigt auch die ak-

tuelle Entwicklung des Stromnetz-Ausbaus. In den letzten drei Quartalen sind:6 7 

¶ die Anzahl der realisierten Trassenkilometer (ca. 150km) nicht nennenswert an-

gestiegen und 

¶ diverse Terminverschiebungen angezeigt worden. 

Dieses BBPlG-Monitoring zeigt, dass mittels Neubaus von Hochspannungsdrehstrom- 

oder Hochspannungsgleichstrom-Übertragungstrassen sowie der Zu- oder Umbeseilung 

kurzfristig keine Verbesserung der Netzengpasssituation und damit keine Reduzierung 

beim Einspeisemanagement oder Redispatch zu erwarten sind.  

Hier liegt der Vorteil von netzoptimierenden Maßnahmen, die auch kurzfristig Verbes-

serung der Netzengpasssituation bewirken können, da sie bspw. eine höhere Auslastung 

und Effizienzsteigerung des Stromübertragungsnetzes ermöglichen. 

                                                 
4 Dena-Leitstudie, Integrierte Energiewende, Impulse für die Gestaltung des Energiesystems bis 2050; 

Deutsche Energie-Agentur GmbH (dena) dena; Juni2018. 

5 BBPlG-Monitoring; Stand des Stromnetz-Ausbaus nach dem ersten Quartal 2018; Bundesnetzagentur 

6 BBPlG-Monitoring; Stand des Stromnetz-Ausbaus nach dem zweiten Quartal 2018; Bundesnetzagentur 

7 BBPlG-Monitoring; Stand des Stromnetz-Ausbaus nach dem dritten Quartal 2018; Bundesnetzagentur 
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B. Das synthetische Netzmodell 

Das Netzmodell basiert auf den Netzmodellen, die schon in den Forschungsprojekten 

Ăe-Highway2050ñ und ĂDynaGridCenterñ verwendet wurden.8 9  

Die Europäische Einspeise-Clusteranalyse des Forschungsprojekts Ăe-Highway2050ñ 

(Abb. 1), mit jeweils drei Netzknoten pro Cluster, bildet die Basis für das verwendete 

synthetische Netzmodell (Abb. 2). 

 

 
 

Abb. 1: Einspeise-Clustermodell nach e-Highway2050 

 

Das synthetische Netzmodell berücksichtigt dabei vorrangig die Leistungsflüsse im 

bundesdeutschen 400kV-Stromübertragungsnetz, aber auch die 400kV-Anbindungen an 

die benachbarten europäischen Länder oder Regionen. 

Darüber hinaus sind die elektrischen Verbräuche und Erzeugungen sowohl aus konven-

tionellen Kraftwerken als auch aus EE-Anlagen der Länder nachgebildet.  

                                                 
8 EU-funded under grant agreement no 308908: e-Highway2050: Europeôs future secure and sustainable 

electricity infrastructure; 11.2015. 

9 BMWI-Förderprojekt DynaGridCenter-Ausbau herkömmlicher Übertragungsnetzleitwarten zu zu-

kunftssicheren, dynamischen Leitwarten; 22.02.2019. 
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Abb. 2: Synthetisches Netzmodell dargestellt im Verbund mit benachbarten Ländern 

 

Für die dynamischen Untersuchungen wurden die Primärregelung der Einspeisungen so 

parametriert, dass die Sprungantwort der Frequenz auf einen 3000MW Ausfall derjeni-

gen des komplexen entso-e Systems entspricht (Abb. 3).  

Damit in dieser Studie die Ergebnisse besser darstellbar sind, wird ausschließlich für die 

graphische Darstellung eine Karte der Bundesrepublik Deutschland (Abb. 4) ver-

wandt.10 In den Simulationen bleiben die zuvor genannten europäischen Netzanbindun-

gen existent und aktiv.  

Es sei an dieser Stelle explizit angemerkt, dass das verwendete Netz nicht das tatsächli-

che reale 400kV-Netz der Übertragungsnetzbetreiber (ÜNB) ist. Es ist ein synthetisch 

generiertes Netzmodell, das grundsätzlich das Verhaltensmuster eines vermaschten 

Stromübertragungsnetzes widerspiegelt unter Berücksichtigung von beigestellten In-

formationen, die speziell die deutschen 400kV-Übertragungsnetze betreffen. 

                                                 
10 BMWI-Förderprojekt DynaGridCenter-Ausbau herkömmlicher Üertragungsnetzleitwarten zu zu-

kunftssicheren, dynamischen Leitwarten; 22.02.2019. 
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Abb. 3: Sprungantwort der Frequenz auf einen 3000MVA Ausfall 

 

Somit sind auch im Weiteren die für Deutschland spezifischen Besonderheiten der 

elektrischen Verbraucher und der Erzeugung aus konventionellen Kraftwerken und EE-

Anlagen implementiert worden, wie bspw. in den Knoten A, B und C sind speziell sehr 

große Einspeisungen aus Offshore-Windparks berücksichtigt worden. 

 

 

Abb. 4: Karte der Bundesrepublik Deutschland 
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C. Übersicht der Techniken zur Minimierung von Leitungsengpässen 

Im Folgenden werden die in dieser Studie zu untersuchenden Techniken grundsätzlich 

beschrieben.  

1.  Freileitungsmonitoring (FLM)  

Grundsätzlich formuliert die entsprechende VDE-Anwendungsregel den Stand der 

Technik zum Zeitpunkt der Veröffentlichung mit dem Ziel der Beschreibung von orga-

nisatorischen und technischen Maßnahmen, die als Voraussetzung für einen witterungs-

abhängigen Freileitungsbetrieb umzusetzen sind. Dabei ergibt sich die von den Witte-

rungsbedingungen abhängige Strombelastbarkeit eines Leiters vorrangig aus der 

Energiebilanz von Strombelastung (Stromwärmeverluste), Umgebungstemperatur, 

Windgeschwindigkeit und -richtung sowie Globalstrahlung. 11  

Die Bestimmung der Energiebilanz erfolgt bspw. anhand der Verfahren gemäß CIGRE 

oder IEEE. 12 13 

Letztendlich wird aber der Grad der Ausnutzung der witterungsabhängigen Strombe-

lastbarkeit durch das Wissen um die lokal variierenden Umgebungsbedingungen entlang 

der Freileitung bestimmt. Hierbei wird grundsätzlich in eine direkte und indirekte Me-

thode des Monitorings differenziert. Bei der direkten Methode werden prinzipiell die 

Trassen-eigenen Größen erfasst wohingegen bei der indirekten Methode eher Informati-

onen aus der Region genutzt werden. 14 

Die Variante der Nutzung lediglich überregionaler Wetterdaten bei den Berechnungen 

zur witterungsabhängigen Strombelastbarkeit hat den Vorteil der geringen Implementie-

rungskosten, aber bleibt in Bezug auf die Effizienzsteigerung hinter der direkten Me-

thode zurück. 

Die direkte Methode, die entsprechende lokale Daten der Leitung, Wetter etc. für jeden 

einzelnen Trassenabschnitt ermittelt und die daraus resultierende witterungsabhängige 

Strombelastbarkeit errechnet, bietet eine höhere Genauigkeit. Diese Methode erlaubt 

somit einerseits die Lokalisierung der sogenannten ĂHotspotsñ, also jener Trassenab-

schnitte mit der augenblicklich ungünstigsten Kühlung oder dem kritischen Bodenab-

                                                 
11 VDE-AR-N4210-5:2011-04 Witterungsabhängiger Freileitungsbetrieb. 

12 Publikation 207; WG22.12; Thermal behaviour of overhead conductors; 2002. 

13 IEEE Standard 738; Standard for Calculating the Current-Temperature Relationship of Bare Overhead 

Conductors; 2012. 

14 Dena-Netzstudie II; Integration erneuerbarer Energien in die deutsche Stromversorgung im Zeitraum 

2015-2020 mit Ausblick 2025; November 2010. 
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stand, zumal auf längeren Trassen der Hotspot sich auf unterschiedlichen Teilstücken 

(bei ändernder Wettersituation) einstellen kann und andererseits einen effizienteren Be-

trieb bzw. höhere Auslastung der Leitung aufgrund der höheren Genauigkeit ermöglicht.  

Anzumerken ist bzgl. der Qualität der Messungen, dass einerseits die Auswirkungen der 

Umwelteinflüsse auf die Leiterseiltemperatur erst signifikant werden, wenn die Leitung 

mit mindestens 70% ihrer thermischen Kapazität ausgelastet ist. Bzgl. der Genauigkeit 

der Messtechnik gilt, dass bei zunehmender Auslastung der Leitung diese immer besser 

wird, also genau dann, wenn ĂGenauigkeitñ notwendig wird. 15 16 

Vor diesem Hintergrund sind mittels eines flächendeckenden FLM, was in Echtzeit die 

relevanten Daten der (zumindest als kritisch angesehenen) Leitungen der Netzbetriebs-

führung zur Verfügung stellt auch Auslastungen der Freileitungen größer 150% mög-

lich. 

Für die Realisierung des FLM-Einsatzes wird lediglich eine Zeitspanne von weniger als 

zwei Jahren einschließlich der notwendigen Freischaltungen auf einer konkreten Lei-

tung veranschlagt. 17 

Zum anderen haben alle vier ÜNB (50Hertz, Amprion, TenneT und TransnetBW) be-

reits Erfahrungen mit dem witterungsabhängigen Freileitungsbetrieb und betreiben be-

reits auch eine Vielzahl an Maßnahmen bzw. planen darüber hinaus weitere Maßnah-

men. 18  

Bei der Betrachtung der Auslastung der Freileitungen wird ausschließlich das Leiterseil 

betrachtet und nicht die anderen Betriebsmittel des Stromkreises wie bspw. Armaturen, 

Wandler, Schaltgeräte und Sammelschienen. Ebenfalls wird kein Bezug auf zu ändernde 

Schutzeinstellungen, wie Schutzgrenzstrom bei Ausfall der Spannungswandler oder 

auch die nötige Parametrierung von Lastkegeln genommen. 

                                                 
15 Bertsch J et. al.; Leiterseilerwärmung im Hochspannungsübertragungsnetz; articles specialises; Bulle-

tin SEV/AES; Ausgabe 17/2007. 

16Cigre; Working Group B2.36; TB498 Guide for Application of Direct Real-Time Monitoring Systems; 

June 2002. 

17 Ergebnispapier des dena-Stakeholder-Prozesses; Höhere Auslastung des Stromnetzes; dena und BET; 

Stand September 2017. 

18 Netzoptimierungsmonitoring Optimierungs- und Verstärkungs-Maßnahmen beim Netzausbau nach 

dem zweiten Quartal 2018; Bundesnetzagentur; August 2018. 
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2. Leistungsflusssteuernde Maßnahmen 

Leistungsflusssteuerung in Wechselstromnetzen kann auf unterschiedliche Arten erfol-

gen, welche sich insbesondere durch die Feinstufigkeit und die Regelgeschwindigkeit 

unterscheiden.  

2.1 Phasenschiebertransformatoren (PST) 

Phasenschiebertransformatoren unterscheiden sich in ihrem Aufbau in Querregeltrans-

formatoren, welche eine um 90° gedrehte Spannung in einen Längszweig einkoppeln, 

und Schrägregeltransformatoren, welche hingegen eine um 60° gedrehte Spannung ein-

prägen.  

In dieser Studie wird ausschließlich der Phasenschiebertransformator als Querregler 

verwendet, der ein spezieller Leistungstransformator zur Steuerung des Wirkleistungs-

flusses ist. Er besteht prinzipiell aus einem Serientransformator und einem Erregertrans-

formator, wobei der Serientransformator seriell in das Netz eingebunden ist und damit 

sind die Spannungsebenen auf beiden Seiten des Serientransformators identisch.  

Der Erregertransformator dient zur Generierung der phasenverschobenen Zusatzspan-

nung, die letztendlich wieder in den Serientransformator eingekoppelt wird. Diese in 

den Längszweig eingebrachte phasenverschobenen Zusatzspannung verändert den 

Strom- und damit den Leistungsfluss im Stromübertragungsnetz. Das grundlegende 

Prinzip zeigt die nachfolgende Abbildung (Abb. 5). 

 

 

Abb. 5: Schematischer Aufbau eines Phasenschiebertransformators (PST) 19 

                                                 
19 Lastflussregelung im elektrischen Netz, Masterarbeit Graz, 2012; C. Mittermüller. 



 

 

8 

Die steuerbare Stufung der Amplitude der Zusatzspannung bewirkt die Änderung des 

Spannungswinkels zwischen der Eingangs- und Ausgangsspannung am Serientransfor-

mator. Diese Stufung geschieht mittels Transformator-Stufensteller, welcher in wenigen 

Minuten durchstufbar ist. Damit ist innerhalb weniger Minuten die neue gewünschte 

Leistungsflussverteilung erreicht.  

Wird der Spannungswinkel verringert, wird eine geringere Wirkleistung über den PST 

fließen. Wird er erhöht, stellt sich ein höherer Wirkleistungsfluss ein.  

Somit ist eine Steuerung des Wirkleistungsflusses (Querregelung) bzw. die Umleitung 

des Leistungsflusses zur Verhinderung von bspw. Überlastung von Netzbetriebsmitteln 

möglich.  

Solche PSTs werden schon seit vielen Jahren in Europa und der ganzen Welt als ver-

lässliche Netzbetriebsmittel genutzt.  

Dabei ist anzumerken, dass eine solche punktuelle Querregelung den Wirkleistungsfluss 

in einem vermaschten Stromübertragungsnetz aller angebundener Leitungen mehr oder 

weniger unkontrolliert beeinflusst.  

 

2.2 UPFC (Unified Power Flow Controller) 

Eine Quer- oder Schrägregelung ist auch mittels Leistungselektronik möglich (Abb. 6).  

 

 

Abb. 6: Schematischer Aufbau eines UPFC (Unified Power Flow Controller) 20 

In diesem Fall wird prinzipiell die Zusatzspannung durch entsprechende Umrichter ge-

neriert. Der Vorteil dieses sogenannten UPFC ist eine viel feinere Auflösung der Zu-

                                                 
20 Lastflussregelung im elektrischen Netz, Masterarbeit Graz, 2012; C. Mittermüller. 
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satzspannung bei sehr hoher Stellgeschwindigkeit (in ms) gegenüber der mechanischen 

Stufung im PST. Darüber hinaus ist eine Dämpfung von störenden Oberschwingungen 

durch besondere Regelstrategien der Umrichter möglich. 

Vielfach sind im vermaschten deutschen Übertragungsnetz die thermischen Grenzen 

einzelner Betriebsmittel der limitierende Faktor bei der Netzsicherheit. Daher ist eine 

kurative Ausregelung im Minutenbereich systemtechnisch ausreichend. Hierfür ist die 

Stellgeschwindigkeit der PSTs ausreichend. Werden jedoch Stabilitätsgrenzen, wie 

Winkelstabilität der begrenzende Faktor, muss kurativ im Millisekundenbereich reagiert 

werden. Dies ist dann nur noch mit UPFCs machbar.     

 

2.3 TCSC (Thyristor Controlled Series Capacitor) 

Ein TCSC (Abb. 7) bringt nicht eine Zusatzspannung in einen Längszweig wie ein PST 

oder UPFC ein, sondern verändert die Leitungsimpedanz. Auch diese Änderung der 

Leitungsimpedanz erfolgt nahezu kontinuierlich mit vergleichbarer Stellgeschwindig-

keit eines UPFCs. Bei allen leistungselektronischen Varianten ist von großem Vorteil, 

dass Regelstrategien zur Stabilisierung des Netzes wie z.B. Pendeldämpfung unkompli-

ziert implementiert werden können. 

 

 

Abb. 7: Schematischer Aufbau eines TCSC (Thyristor Controlled Series Capacitor) 

 

Besonders zeichnen sich TCSCs dadurch aus, dass sie neben der Leistungsflusssteue-

rung auch das Vermögen der übertragbaren Leistung über lange Leitungen durch Kom-

pensation der Leitungsreaktanz erhöhen, so dass die thermische Grenze angefahren 

werden kann.  
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3. Hochtemperatur- / Hochstrombeseilung 

Hochtemperaturleiterseile (HTL) werden schon seit Jahren in Europa und der ganzen 

Welt eingesetzt. Seitdem haben Sie ihre Leistungsfähigkeit und Verlässlichkeit bewie-

sen.  

Der Neubau einer Freileitung mit Hochtemperaturleitern im Vergleich zur Errichtung 

einer Freileitungstrasse mit konventionellen Leitertypen birgt keine besonderen Anfor-

derungen an die Genehmigung, wohingegen eine HTL-Umbeseilung, also der Aus-

tausch eines konventionellen Leitertyps durch HTL auf einer bestehenden Trasse teils 

unterschiedliche Prüf- und Genehmigungsverfahren zur Folge haben kann.21 

Wie beim FLM gilt, dass alle vier ÜNB bereits Erfahrungen mit HTL haben und auch 

weitere Maßnahmen in der Zukunft planen, aber keine pauschale Angabe zur techni-

schen Umsetzung gemacht wird, wohl aufgrund der zu erwartenden Prüf- und Geneh-

migungsverfahren. 22 

Gesondert zu erwähnen ist das sogenannte Hochtemperatur-Leiterseil mit geringem 

Durchhang (HTLS), was eine Erhöhung des Stromtransportes einer Freileitungstrasse 

bei Umbeseilung ohne Anpassung der Masthöhe ermöglicht. Jedoch sind wohl auch hier 

weitergehende Prüf- und Genehmigungsverfahren zu erwarten.  

Als Alternative ist der Hochstromleiter zu erwähnen, der bei Neubauten gegenüber dem 

HTL bzw. HTLS präferiert wird. Wohingegen die Umbeseilung bzw. Zubeseilung mit 

Hochstromleitern zumeist an den statischen Grenzen der bestehenden Masten scheitert. 

Elektrisch und genehmigungsrechtlich gesehen sind Hochstromleiter aber als vorteilhaf-

ter gegenüber HTL zu betrachten. 23 

Vor diesem Hintergrund sollte projektspezifisch die Statik der bestehenden Masten und 

die Möglichkeiten der Verstärkung gesondert geprüft werden.  

 

 

                                                 
21 Technischer Hinweis; Einsatz von Hochtemperaturleitern; VDE; April 2013. 

22 Ergebnispapier des dena-Stakeholder-Prozesses; Höhere Auslastung des Stromnetzes; dena und BET; 

Stand September 2017. 

23 Netzoptimierungsmonitoring; Optimierungs- und Verstärkungs-Maßnahmen beim Netzausbau nach 

dem dritten Quartal 2018; Bundesnetzagentur. 
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4. Hochspannungsgleichstromübertragung (HGÜ) 

HGÜs bieten eine Vielzahl an Möglichkeiten der Unterstützung und Sicherung des 

Netzbetriebs. In dieser Studie liegt jedoch der Fokus ausschließlich auf der Funktion als 

zusätzliche Übertragungsstrecke zur Anhebung der zu transportierenden Wirkleistung 

vom Norden in den Süden Deutschlands.  

 

5. Erneuerbare Energien Anlagen (EE-Anlagen) 

EE-Anlagen bieten eine Vielzahl an Möglichkeiten der Unterstützung und Sicherung 

des Netzbetriebs. In dieser Studie liegt jedoch der Fokus ausschließlich auf dem Ver-

mögen des kontrollierten An- und Abfahrbetriebs bzw. der Anhebung bzw. Absenkung 

der Wirkleistungseinspeisung im Zusammenhang mit dem Einspeisemanagement.  

 

6. Pumpspeicherwerke (PSW) 

Pumpspeicherwerke bieten eine Vielzahl an Möglichkeiten der Unterstützung und Si-

cherung des Netzbetriebs. Ähnlich wie bei den EE-Anlagen, liegt auch hier der Fokus 

ausschließlich auf dem Vermögen des kontrollierten An- und Abfahrbetriebs bzw. der 

Anhebung bzw. Absenkung der Wirkleistungseinspeisung zum vorrangigen Einsatz als 

Regelkraftwerke zur besseren Integration von EE-Anlagen und zur Vermeidung von 

Netzengpässen.  

 

7. Assistenzsystem zur Stützung der stationären & dynamischen Netzsicherheit 

Im nachfolgenden werden die grundsätzlichen Unterschiede möglicher Assistenzsyste-

me aufgezeigt. 

7.1 Special Protection Schemes (SPS-Systeme) 

Sogenannte SPS-Systeme oder auch ĂSystem Integrity Protection Schemes (SIPS-

Systeme)ñ werden eingesetzt zur Wahrung der Systemsicherheit durch sehr schnelle 

kurative Eingriffe im Falle kritischer Netzstörungen. Neben wirtschaftlichen Gründen 

sind auch technische Grenzen oder Verzögerungen im Netzausbau typische Faktoren für 

ihren Einsatz. 
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Grundsätzlich sind SPS-Systeme vollautomatisch und ereignisbasiert agierende Syste-

me. Sie reagieren direkt beim Auftreten vordefinierter, als kritisch eingestufter Eventua-

litäten bzw. Anregebilder. Die Basis bilden dabei gemessene Werte wie Frequenz, 

Strom, Spannung, Phasenwinkel oder Winkelsprünge.  

Die Eventualitäten bzw. Anregebilder sind die Ergebnisse unterschiedlichster Szenarien, 

die im Vorfeld durch Netzstudien ermittelt wurden. Die resultierende Maßnahme wird 

dann im SPS implementiert und ist typischerweise nicht online adaptierbar. 

 

7.2 Wide-Area Protection Systeme (WAP-Systeme) 

Sogenannte WAP-Systeme (bspw. Siemens SIGUARD® WAP) basieren auf schnellen 

systemweiten stationären und dynamischen Analysen, welche zentral und/oder dezentral 

durchgeführt werden und für systemkritische Störungen die möglichen und durchführ-

baren Systemeingriffe kurativ ausführen. Die Initiierung der Systemeingriffe erfolgt im 

Sekundenbereich. 

Diese WAP-Systeme sind im Gegensatz zu den SPS-Systemen weder von ihren Akti-

onspunkten noch von ihren Einstellungen fix, sie passen sich immer an den aktuellen 

Systemzustand an. 

Typische mögliche Eingriffe sind beispielsweise schnelle, lokal optimierte Lastabwürfe, 

Regleradaptionen, sog. Onload Tap Changer Blocking oder auch neue Setpoints für 

PSTs, HGÜs und FACTS-Elemente. 

 

7.3 Online DSA Systeme 

Die sogenannten DSA-Systeme werden differenziert in: 

¶ Dynamic Stability Assessment Systeme 

Diese Systeme untersuchen zumeist einzelne Stabilitätsphänomene wie 

Spannungsstabilität, Winkelstabilität oder Frequenzstabilität und vorrangig 

durch eine Abfolge von unterschiedlichen Leistungsflussberechnungen. Häu-

fig werden die Stabilitätsphänomene mittels vereinfachter Modelle unter-

sucht, wie z.B. Reduktion des Netzes auf einfache Erzeugung-Leitung-Last-
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Ersatznetze (bspw. QUICKSTAB® ).24 Dies ist zwar für Ăelektrische Korri-

doreñ noch bedingt geeignet, nicht aber für vermaschte Übertragungsnetze.  

Andere Dynamic Stability Assessment Systeme vernachlässigen unterschied-

liche Reglertypen und -kennlinien wie Spannungsregler, Frequenzregler, 

Stufensteller-Regler, Regler der Leistungselektronik etc. um Rechenzeit zu 

sparen. Dies ist aber vor allem in Stabilitätsgrenznähe als kritisch zu betrach-

ten. 

Diese DSA Systeme führen eine reine Prüfung der dynamischen Stabilität 

durch, ohne Maßnahmen zu deren Verbesserung vorzuschlagen. 

¶ Dynamic Security Assessment Systeme 

Diese Systeme untersuchen sämtliche, die Netzsicherheit beeinträchtigenden 

Phänomene von stationären Betriebsmittel-Überlastungen bis hin zu den 

komplexen dynamischen Stabilitätsvorgängen mit allen detaillierten Reglern, 

auch unter Berücksichtigung der Schutzsysteme. Diese Phänomene werden 

einzeln je Betriebsmittel mit Indizes gewichtet, können dann durch Fuzzy 

Stufen (Abb. 8) miteinander verbunden und verglichen werden und so zu 

Systemindizes aggregiert werden. Wird ein Systemindex für einen Szenari-

enraum kritisch, kann im Online DSA-System rückverfolgt werden, welches 

Szenario, Problem oder Betriebsmittel kritisch ist. 

Diese tief detaillierten Analysen bieten dann auch die Basis um präventive 

und kurative Maßnahmen (Improvements) schon modellbasiert ableiten zu 

können. Diese Beistellung von verifizierten Improvements bieten dem Netz-

betriebsführer, im Gegensatz zur ausschließlichen Analyse der Kritikalität 

von Störungsszenarien, eine zusätzliche Absicherung/Vereinfachung bei der 

Entscheidungsfindung zur Gewährleistung eines sicheren Netzbetriebs. 

Ein solches ĂDynamic Security Assessment und Improvement Systemò 

(bspw. SIGUARD® DSA System) kann zum Beispiel, basierend auf ĂSecuri-

ty Constrained Optimal Powerflow (SCOPF) ñ, neue Stufensteller-

Einstellungen für PSTs oder andere Vorgaben bspw. für HGÜ-Stationen 

vorschlagen. 

                                                 
24 S. Savulescu Literatur: S. Savulescu: Real-Time Stability in Power Systems: Techniques for Early 

Detection of the Risk of Blackout. Springer 20014, ISBN 978-3-319-06679-0). 



 

 

14 

 

Abb. 8: Fuzzy Logic Results: Aufbau der einzelnen Fuzzy-Stufen für den ge-

samten Szenarienraum 

 

Ein Online DSA System erhält typischerweise in zyklischen Abständen ei-

nen State-Estimator Snapshot aus der Netzleitwarte. Dieser State-Estimator 

Snapshot gibt den aktuellen Schaltungszustand, die aktuelle und / oder prog-

nostizierte Leistungsflusssituation ohne Betriebsmittelausfall wieder. 

Das Online DSA System vereint nun innerhalb weniger Sekunden, auch für 

große Netze, die stationären Netzdaten mit den dynamischen Daten als auch 

den Reglerdaten und simuliert schließlich alle gewünschten oder denkbaren 

Ausfallszenarien mit Zeitschrittweiten von wenigen Millisekunden.  

So werden einerseits kombinierte Analysen von bspw. thermischen Grenz-

wertverletzungen und netzdynamischen Ausfallszenarien möglich. Anderer-

seits besteht aber auch die Notwendigkeit die Berechnung aller relevanten 

Ausfallszenarien und damit möglicherweise hunderte bis tausende von Sze-

narien zwischen zwei aufeinanderfolgenden State-Estimator Snapshots aus-

zuführen. Moderne Online DSA Systeme (bspw. SIGUARD® DSA System) 

nutzen dazu Netzberechnungsprogramme (bspw. PSS® Netomac oder PSS® 

E), die eine Berechnung auf unterschiedlichen Rechenkernen erlaubt.  
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Bei dynamischen Netzsicherheitsrechnungen sind vor allem komplexe Sze-

narien zu untersuchen. Damit sind beispielsweise nicht die geplante Abschal-

tung von Leitungen für Instandhaltungsmaßnahmen gemeint, sondern vor-

rangig die unvorhergesehenen Abschaltungen aufgrund von mehrpoligen 

Kurzschlüssen wegen des erheblichen Einflusses auf die Netzdynamik.  

 

In dieser Studie wurde das ĂDynamic Security Assessment und Improvement Systemò 

SIGUARD® DSA von Siemens verwendet. Entsprechende Referenzen zum Produkt 

siehe (Anhang 1 SIGUARD DSA Customer List). 

Die Visualisierung des SIGUARD® DSA Systems (Abb. 9) basiert auf der einfachen 

und eindeutigen Erkennung der aktuellen Situation. Die Y-Achse zeigt das Risi-

ko/Wahrscheinlichkeit der Instabilität des beobachteten elektrischen Netzes an. Die X-

Achse ist die Zeitachse, wobei der Farbbalken die aktuelle Situation anzeigt und in der 

Mitte des Bildes verharrt. Die historischen Netzzustªnde Ăwandernñ schrittweise zum 

linken Bildrand bei der Anzeige eines neuen Zeitschritts basierend auf den aktuellsten 

State-Estimator Snapshot. Die Darstellung des Risikos anhand des Farbbalkens erfolgt 

mittels üblicher Signalfarben, wobei: 

¶ Grüner Bereich: 

o  (n-1)-Sicherheit für jegliche berücksichtigte Phänomene gegeben.  

o keine Grenzwertverletzungen und 

o Auslastung aller Betriebsmittel <70% 

¶ Gelber/Oranger Bereich: 

o "Warnstufe"; (n-1)-Sicherheit nicht mehr generell gegeben 

o Mindestens ein Betriebsmittel hat einen Belastungsgrad von >70% 

¶ Roter Bereich: 

o Grenzwertverletzung 

o Mindestens ein Betriebsmittel hat einen Belastungsgrad von >100% 

¶ Schwarzer Bereich: 

o Folgeauslösungen/-fehler höchstwahrscheinlich 

o Extremfall => Netzzusammenbruch 
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Abb. 9: Visualisierung des SIGUARD® DSA Systems 

 

Die direkte Einflussnahme von teil- oder vollautomatisierten Online-Assistenzsystemen 

auf die Reduzierung von Netzengpässen wurde in dieser Studie nicht untersucht. 

 

D. Basis-Szenario 

Im Basis-Szenario wurde sowohl die Netztopologie als auch die Anzahl und Übertra-

gungsleistung der Leitungen des ursprünglichen Netzmodells nicht verändert.25  

Verändert wurden hingegen die Höhe der Einspeisungen, die Erzeugungseinheiten so-

wie der Verbrauch in den unterschiedlichen Knoten. Das nachfolgend beschriebene Ein-

speise-Szenario bzw. Basis-Szenario bildet die Ausganssituation für die weiteren Szena-

rien, bei denen Leitungsabschaltungen in Kombination mit den unterschiedlichen 

Techniken der Netzoptimierung simuliert werden.  

Ziel ist es einen deutlichen Leistungsfluss von Nord- nach Süddeutschland zu erzeugen, 

der auf einer intensiven, aber realistischen Einspeisung aus EE-Anlagen basiert. 

 

                                                 
25 BMWI-Förderprojekt DynaGridCenter-Ausbau herkömmlicher Übertragungsnetzleitwarten zu zu-

kunftssicheren, dynamischen Leitwarten; 22.02.2019. 
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1. Elektrischer Verbrauch in den Netzknoten 

Die elektrischen Verbraucher im Basisszenario sind in Summe mit etwa 100GW 

(Anhang 2 Verbraucher) angenommen worden, um zukünftige Konsumzuwächse bei 

den Verbrauchern und mögliche intensivere Energietransite adäquat abzubilden.  

 

2. Leistungseinspeisung aus EE-Anlagen 

Als Basis-Szenario für die unterschiedlichen Simulationen wird der Zeitpunkt der 

höchsten Stromerzeugung aus Windenergie aus dem Jahre 2017 herangezogen. Diese 

betrug am 28. Oktober 2017 gegen 19:00 Uhr etwa 39,76GW bei einer Gesamterzeu-

gung von etwa 67,9GW. Somit lag die höchste Stromerzeugung aus Windenergie bei 

etwa 59% der gesamten Stromerzeugung. 

Die Einspeisung von Photovoltaikanlagen betrug aufgrund der Jahres- und Uhrzeit zu 

diesem Zeitpunkt 0MW.  

Die kumulierte Leistung der installierten Windenergieanlagen erreichte Ende 2017 ca. 

51GW onshore und 5,3GW offshore.26  

Mittels dieser Daten ergibt sich somit ein maximaler Auslastungsgrad für das Jahr 2017 

von etwa 71% der kumulierten Leistung aus Onshore- und Offshore-Windenergie.  

Im Basisszenario wird daher eine Leistungseinspeisung aus Onshore- und Offshore-

Windenergie von 60% des angenommenen elektrischen Verbrauchs bzw. etwa 60GW 

(Anhang 3 EE-Anlagen) simuliert.  

Dabei werden in den Knoten A, B und C eine Gesamtleistung von etwa 10,8GW aus 

Offshore-Windparks (Abb. 10) eingespeist. Diese Einspeiseleistung von etwa 10,8GW 

entspricht -bei einem Auslastungsgrad von 100%- den gegenwärtigen Planungen bis 

2025.27 

Bei dem aus dem Jahr 2017 ermittelten maximalen Auslastungsgrad von 71% ergäbe 

sich hingegen eine kumulierte Leistung aus Offshore-Windenergie von etwa 15,2GW.  

Grundsätzlich betrachtet, wäre unter der Annahme des maximalen Auslastungsgrad aus 

dem Jahr 2017 mit 71% -rein rechnerisch- als Basis für eine Einspeisung von 60GW aus 

                                                 
26 Prof. Dr. Bruno Burger; FRAUNHOFER INSTITUTE FOR SOLAR ENERGY SYSTEMS ISE; 

Power generation in Germany ï assessment of 2017; 08.05.2018 

27 Deutsche Windguard; Status des Offshore Windenergieausbaus in Deutschland, Erstes Halbjahr 2018 



 

 

18 

Onshore- und Offshore-Windenergie eine kumulierte Leistung aller installierten Wind-

energieanlagen von etwa 84,5GW notwendig.  

Somit ergibt sich -in Bezug auf die Einspeisung aus Onshore- und Offshore-

Windenergie- relativ betrachtet ein ähnliches Szenario zum 28. Oktober 2017 gegen 

19:00 Uhr. Absolut gesehen wäre hingegen ein Zuwachs der installierten Leistung aus 

Onshore- und Offshore-Windenergie von etwa 28,2GW notwendig.  

Darüber hinaus sind im Basisszenario die Stromerzeugung aus Wasserkraft mit etwa 

9,8GW und Biomasse mit etwa 7GW (Anhang 3 EE-Anlagen) berücksichtigt worden.  

 

3. Leistungseinspeisung aus konventionellen Kraftwerken 

Konventionelle Kraftwerke sind mit einem Anteil von 28,5GW (Anhang 4 Konventio-

nelle Kraftwerke) berücksichtigt. Die Einspeisung aus Atomkraftwerken ist nicht mehr 

abgebildet worden.  

 

4. Leistungsfluss von Nord- nach Süddeutschland ohne Leitungsabschaltung 

Letztendlich stellt sich ein Nord/Süd-Leistungsfluss in Summe von ca. 14,2GVA über 

alle Leitungen von den Knoten I, J, K, L und M zu den Knoten N, O, P, Q und T (Abb. 

10) ¿ber einen fiktiv gedachten Ă quatorñ ein.  

Im synthetischen Netzmodell wird von einer Grenzleistung der Systeme von 1790MVA 

bei Norm-Umgebungsbedingungen ausgegangen, was einer Beseilung mit Alumini-

um/Stahl Seilen als Viererbündel 4*265/35-Al/St bei 380kV entspricht. 

In der Leistungsflussberechnung stellt sich die Situation ein, dass die Leitungen im Netz 

unterschiedlich ausgelastet sind. Die Mehrheit der Leitungen haben eine geringere Aus-

lastung als 50%, in Bezug auf die 1790MVA.28 Diverse andere Leitungen liegen im 

Bereich von 50% bis 60% und eine Doppelleitung (zwischen Knoten K und O) ist mit 

etwa 126% belastet.  

 

                                                 
28 Prof. Dr. Heinrich Brakelmann; Studie: Netzverstärkungs-Trassen zur Übertragung von Windenergie: 

Freileitung oder Kabel?; Auftraggeber Bundesverband WindEnergie e.V. Oktober 2004 
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Abb. 10: Karte der Bundesrepublik Deutschland mit Nord/Süd-Aufteilung und OWP-

Anbindungen 

 

Aufgrund der kritischen Situation der letztgenannten Doppelleitung besteht somit schon 

ohne die nachfolgend beschriebenen Leitungsabschaltungen zwingender Handlungsbe-

darf zur Absenkung des Belastungsgrads der Doppelleitung zwischen Knoten K und O. 
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E. Basis-Szenario mit sechs verschiedenen Leitungsabschaltungen (n-1)-Analyse 

In den unterschiedlichen Simulationen werden nun im Basis-Szenario sechs unter-

schiedliche Leitungen nacheinander abgeschaltet. Untersucht werden dabei die Ände-

rungen im Leistungsfluss vorrangig auf den Trassen, welche den Äquator (Abb. 10) 

kreuzen.  

 

1. Lokationen der Leitungsabschaltung und Messungen 

Die einzelnen Netzknoten (Abb. 10) sind mit zwei Systemen (Doppelleitung) oder auch 

mehreren Leitungen miteinander verbunden. Es werden auf sechs unterschiedlichen 

Leitungsverbindungen jeweils eine Leitung abgeschaltet. 

Damit eine Vergleichbarkeit der Einflussnahme der unterschiedlichen Leitungsabschal-

tungen gewährt werden kann, werden für alle Simulationen die Scheinleistungsflüsse 

auf folgenden Leitungen dargestellt: 

 

Leitungen zwischen: Abschaltung 

der Leitung 

Messungen 

auf Leitung Startknoten Zielknoten 

C J 1 M1 & 2 

D J 3 M3 & 4 

M P 6 M5 & 6 

I Q 7 M7 & 8 

I N - M9 

J N 10 M10 & 11 

K O 13 M12 & M13 

K T - M14 

 

2. Abschaltung der Leitung 1 zwischen dem Knoten C und J 

Die Doppelleitung (M1/M2) zwischen dem Knoten C und J (Abb. 10) ist vor der Ab-

schaltung mit ca. 21% der übertragbaren Scheinleistung (Abb. 11) belastet. Nach der 

Abschaltung (M1 wird 0) verteilt sich der Leistungsfluss auf die anderen Leitungen und 

führt zu keinen größeren Veränderungen. 

Abgesehen von der deutlichen Überlastung der Doppelleitung zwischen Knoten K und 

O stellt sich keine weitere kritische Leitungsüberlastung ein.  
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Abb. 11: Scheinleistungsflüsse auf den unterschiedlichen Leitungen vor und nach der 

Abschaltung der Leitung 1 zwischen Knoten C und J 

 

3. Abschaltung der Leitung 3 zwischen dem Knoten D und J 

Die Doppelleitung (M3/M4) zwischen dem Knoten D und J (Abb. 10) ist vor der Ab-

schaltung mit ca. 29% der übertragbaren Scheinleistung (Abb. 12) belastet.  

Abb. 12: Scheinleistungsflüsse auf den unterschiedlichen Leitungen vor und nach der 

Abschaltung der Leitung 3 zwischen Knoten D und J 






















































