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VI Kurzfassung 

Kurzfassung 
Die im Jahre 1998 angestoßene Liberalisierung des europäischen Energiemarktes sowie der ver-
stärkte Ausbau der volatilen erneuerbaren Energien führen dazu, dass die elektrische Energie ver-
mehrt in räumlicher Distanz zu den Verbraucherorten erzeugt wird. Der dadurch entstehende 
Transport von elektrischer Leistung über immer größer werdende Entfernungen führt zu einem 
erhöhten Bedarf an Transportkapazitäten auf einzelnen Leitungen in der Übertragungsnetzebene. 
Diesbezüglich reagieren die Übertragungsnetzbetreiber (ÜNB) auf entstehende Überlastungen 
einzelner AC-Leitungen sowohl mit dem Ausbau des AC-Netzes als auch mit der vermehrten 
Integration von Power Flow Controlling Devices (PFCDs), wie Phasenschiebertransformatoren 
(PSTs) und Hochspannungsgleichstromübertragungen (HGÜ), die eine definierte Beeinflussung 
der AC-Wirkleistungsflüsse ermöglichen. Gleichzeitig verändert der Einsatz der PFCDs auch die 
Wirkleistungsflüsse auf weiter entfernten AC-Leitungen in anderen Regelzonen.  

Zur Vermeidung von negativen Wechselwirkungen zwischen PFCDs in räumlicher Nähe widmet 
sich die vorliegende Arbeit der Fragestellung, wie sich geeignete Arbeitspunkte von PSTs und 
HGÜs, basierend auf Voltage Source Converter (VSC), zur Wahrung der Netzsicherheit bestim-
men lassen. Dazu wird ein einheitliches Netzbetriebsverfahren entworfen, dass unterschiedliche 
Methoden zur Koordinierung der PFCDs verwendet, um so auf die verschiedenen zeitlichen Ge-
gebenheiten während der Netzbetriebsplanung und der Netzbetriebsführung einzugehen. Dem-
entsprechend unterteilt sich das Netzbetriebsverfahren in die vorausschauende Planung von PST- 
und HGÜ-VSC-Netzbetrieb im Day-Ahead- und Intraday-Zeitbereich sowie in Methoden zur An-
passung der PST- und HGÜ-VSC-Sollwerte bei unplanmäßigen Wirkleistungsflussänderungen 
im Onlinebetrieb. In der Netzbetriebsplanung wird dabei die Optimierung der Arbeitspunkte von 
einer zentralen Instanz koordiniert durchgeführt, um die PFCD-Wechselwirkungen in allen ein-
bezogenen Regelzonen berücksichtigen zu können. Im Onlinebetrieb sind dieser kommunikati-
onsintensive Datenaustausch und Optimierungsaufwand aufgrund der geforderten kurzen Reak-
tionszeit auf Störungen nicht möglich. Entsprechend wird bei diesen Methoden auf lokal verfüg-
bare Daten zurückgegriffen. 

Die Validierung der entworfenen Methoden zur Optimierung der PST- und HGÜ-VSC-Sollwerte 
erfolgt mithilfe numerischer Fallstudien. Ein dafür entworfenes Testnetz ermöglicht eine Abbil-
dung verschiedener Leitungsbelastungssituationen sowie unterschiedlicher Störungen. In den 
durchgeführten Untersuchungen wird gezeigt, dass die vorgestellten Methoden ein geeignetes 
Netzbetriebsverfahren für den optimalen Einsatz von PSTs und HGÜ-VSCs darstellen. Ein-
schränkungen ergeben sich bei größeren Störungen, in denen die technischen PFCD-Anpassungs-
möglichkeiten nicht ausreichend sind. In diesem Fall sind geeignete weitere Maßnahmen ein-
zuleiten. 

 

 



Abstract  VII 

Abstract 
The liberalisation of the European energy market, which started in 1998 along with the increasing 
expansion of the renewable energies lead to the fact that electrical energy is produced more often 
at a distance from the locations of electrical loads. Due to this, the transport of electrical power 
over longer distances results in a higher demand of transportation capacities in the transmission 
grid. The transmission grid operators (TSO) respond to the increasing overloading of several AC 
lines with the expansion of the AC grid as well as with increasing integration of power flow 
controlling devices (PFCD), like phase shifting transformer (PST) and high-voltage direct current 
(HVDC) transmission systems. Both PFCDs enable a defined manipulation of AC power flows, 
whereby the influence to power flows is wide-ranging and can have an impact at far away AC 
lines in other control areas. 

To avoid negative interactions between the rising number of PFCDs, this thesis designs methods 
for the calculation of suitable set points for PSTs and HVDCs, based on voltage source converters 
(VSC), which helps to ensure the grid stability. For this purpose, a grid operation procedure is 
designed, which uses different methods to determine and coordinate PFCD set points. According 
to the division in grid operation planning and grid operation management, the designed methods 
can be subdivided into two time ranges. The first one involves the predictive planning of PST and 
HVDC set points during day-ahead and intraday planning process. The second time range in-
cludes methods for the calculation of PST and HVDC set points in case of power flow changes 
during the online grid operation. The grid operation procedure proposes a central instance for 
optimisation and coordination of the predictive set points, which helps to consider all PFCD in-
teractions between the included control areas. During the online grid operation, this communica-
tion-intensive data exchange and optimisation effort is not possible, due to a short reaction time 
after disturbances. In this case, the designed methods use only data, which are locally available. 

The verification of the designed methods for PST and HVDC set point optimisation happens via 
numeric case studies in the simulation environment MATLAB. A designed reference grid enables 
the reproduction of several line loading situations as well as different disturbances. The executed 
investigations show that the designed methods form a suitable grid operation procedure for the 
optimal use of PSTs und HVDCs. Limitations are only visible during major disturbances, in which 
the adaptability of the PFCDs is not sufficient. In this case the TSOs have to initiate further 
measures to guarantee the grid stability. 
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Einleitung  1 

1 Einleitung 

1.1 Trends im Bereich der elektrischen Energieversorgung 
Die im Jahre 1998 angestoßene Liberalisierung des europäischen Energiemarktes [1], [2] sowie 
der verstärkte Ausbau der volatilen erneuerbaren Energien führen dazu, dass die elektrische Ener-
gie vermehrt in räumlicher Distanz zu den Verbraucherorten erzeugt wird [3]. Der dadurch ent-
stehende Transport von elektrischer Energie über große Entfernungen führt zu einem erhöhten 
Bedarf an Transportkapazitäten in der Übertragungsnetzebene. Ein notwendiger Netzausbau zur 
Deckung dieses steigenden Transportbedarfs ist aufgrund seiner langen Genehmigungsfristen von 
über zehn Jahren sowie des verstärkten Widerstands von betroffenen Bürgern kurzfristig nicht 
umsetzbar [4]. Dementsprechend müssen Übertragungsnetzbetreiber (ÜNB) zur Vermeidung von 
Leitungsüberlastungen vermehrt die Einspeisung aus erneuerbaren Energien im Rahmen des Ein-
speisemanagements drosseln und die Anlagenbetreiber für die Drosselung entschädigen. Da die 
Kosten für das Einspeisemanagement und weitere Systemdienstleistungen beinahe jährlich stei-
gen [5], planen ÜNBs verstärkt den Einsatz von Phasenschiebertransformatoren (PST) [6], [7]. 
Diese dienen als Brückentechnologie, bis der Bau von Hochspannungsgleichstromübertragungen 
(HGÜ) abgeschlossen ist [8]. Beide Technologien lassen sich den Power Flow Controlling De-
vices (PFCD) zuordnen und ermöglichen die Steuerung sowohl der AC-Wirk- als auch Blindleis-
tungsflüsse und somit eine andere Ausnutzung der Übertragungskapazitäten. Insbesondere der 
Bau von HGÜ-Verbindungen kann darüber hinaus neue Transportkapazitäten im Gigawatt-Be-
reich schaffen [8]. 

Zurzeit werden PSTs zur Beeinflussung der AC-Wirkleistungsflüsse von europäischen ÜNBs vor 
allem an den Grenzkuppelstellen zu benachbarten Regelzonen verwendet (siehe Abb. 1.1). Zu 
nennen sind beispielhaft die installierten PSTs an den Interkonnektoren zwischen den Benelux-
Ländern und angrenzenden Staaten, zwischen Frankreich und Spanien, Italien und Slowenien, 
Frankreich und Italien sowie in Österreich [9], [10], [11]. Es ist zu erwarten, dass die Anzahl an 
PSTs in Zukunft weiter steigen wird. So sind PSTs innerhalb und an den Außengrenzen von 
Deutschland derzeit im Bau bzw. in Planung [6], [12]. Weiterhin sind PSTs in Frankreich, Spa-
nien, Luxemburg und Slowenien in Planung [13], [14]. 

 

Abb. 1.1: Installierte und geplante PSTs in der europäischen Übertragungsnetzebene 

PST installiert

PST geplant



2 Einleitung 

Die angesprochene HGÜ-Technologie wird heute in Europa insbesondere zur Anbindung von 
Offshore-Windparks sowie zur Kopplung von asynchronen AC-Übertragungsnetzen (See- und 
Landverbindungen) genutzt. Weiterhin kommt sie aufgrund geringer Übertragungsverluste bei 
der Energieübertragung über weite Distanzen zum Einsatz. Neuartig in Europa ist dagegen die 
Schaffung neuer Übertragungsnetzkapazitäten mithilfe von HGÜ-Verbindungen eingebettet in 
einem synchronen AC-Verbundnetz. Dies wurde in Europa zuerst im INELFE-Projekt zwischen 
Frankreich und Spanien realisiert, wo nun neben vier parallel verlaufenden AC-Leitungen eine 
DC-Leitung in Betrieb ist [15]. Darüber hinaus sind in Deutschland bis 2025 die drei HGÜ-Ver-
bindungen „Ultranet“, „Suedlink“ und „SuedOstLink“ geplant, die in Europa zum ersten Mal 
neue DC-Übertragungskapazitäten innerhalb eines stark vermaschten AC-Netzes schaffen [8], 
[16]. Ein weiteres Beispiel stellt die für 2019 geplante HGÜ-Verbindung ALEGrO zwischen 
Deutschland und Belgien dar [17]. Neben diesen genannten Beispielen zeigt Abb. 1.2 eine Über-
sicht mit weiteren geplanten HGÜ-Projekten in Europa (dargestellt durch die lilafarbenen Linien). 

 

Abb. 1.2: Geplante HGÜ-Verbindungen in Europa [7] 

Die Anpassung der Sollwerte erfolgt bei den meisten installierten PSTs sowie der im europäi-
schen AC-Netz eingebetteten HGÜ-Verbindung im Moment nur in Extremsituationen bzw. ge-
mäß eines festen Zeitplans [15]. Das heißt, dass die Einstellungen, beispielsweise bei den PSTs, 
unter anderem manuell von der Leitstelle geändert werden, wenn dies nach Ansicht und Erfahrung 
des Leitstellenpersonals notwendig erscheint [3]. Eine automatische und effiziente Änderung der 
PST-Stufungen bzw. der HGÜ-Sollwerte, die sich an den optimal erreichbaren Netzzuständen 
orientiert, erfolgt nach derzeitigem Wissensstand nicht. Ebenso werden bei diesen „intuitiven“ 
Einstellungen keine negativen Beeinflussungen berücksichtigt, die zwischen mehreren PFCDs 
auftreten können. Dementsprechend ist eine koordinierte Abstimmung mit anderen ÜNBs not-
wendig. 
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1.2 Forschungsfragen 
Ziel der Arbeit ist es, ein Netzbetriebsverfahren für PSTs und HGÜ-VSCs zu entwerfen, welches 
die regelzonenübergreifende, koordinierte Optimierung der Betriebsmittel über mehrere Zeitbe-
reiche wahrnimmt und zu einer Wahrung der Netzsicherheit beiträgt. Gleichzeitig soll das Netz-
betriebsverfahren auch auf alle erdenklichen netzbetrieblichen Störungen, wie zum Beispiel Lei-
tungsausfälle oder Verlust der (n-1)-Sicherheit, reagieren können. 

Die vorliegende Arbeit widmet sich diesbezüglich der Fragestellung: 

Forschungsfrage 1 

„Führt der koordinierte Einsatz von PSTs und HGÜ-VSCs zu einem Beitrag zur Wahrung der 
Netzsicherheit?“  

Diesbezüglich besteht zuvor die Notwendigkeit, ein Netzbetriebsverfahren zu entwerfen, das die 
optimalen Arbeitspunkte der beiden PFCDs bestimmt, wobei die bestmögliche Minimierung 
mehrdimensionaler Zielfunktionen und die Berücksichtigung von Nebenbedingungen zu errei-
chen sind. Somit wendet sich diese Arbeit weiterhin der folgenden Forschungsfrage zu: 

Forschungsfrage 2 

„Wie lassen sich geeignete Arbeitspunkte von PSTs und HGÜ-VSCs zur Wahrung der Netzsi-
cherheit bestimmen?“  

Je nach Zeitbereich kann im Netzbetrieb in lang-, mittel- und kurzfristige Ziele differenziert wer-
den. So zielt zum Beispiel die Prognoserechnung unter Verwendung von prognostizierten Last- 
und Einspeisedaten lang- und mittelfristig auf die Identifikation von Netzengpässen und (n-1)-
Sicherheitsverletzungen sowie deren frühzeitiger Beseitigung ab. Weiterhin können bei einem 
ausreichenden Zeithorizont neben technischen auch wirtschaftliche Ziele berücksichtigt werden, 
wogegen im Onlinebetrieb die Sicherstellung der Systemsicherheit im kurzfristigen Zeitbereich 
an oberster Stelle steht. Dementsprechend erfolgt ebenfalls eine Fokussierung auf die Frage: 

Forschungsfrage 3 

„Welche Verfahren sind für die verschiedenen Zeitbereiche des Netzbetriebs zur Bestimmung 
der optimalen Arbeitspunkte von PSTs und HGÜ-VSCs geeignet?“  

Eine Koordinierung der PFCD-Arbeitspunkte kann von verschiedenen im Systembetrieb aktiven 
Akteuren bzw. Instanzen für unterschiedliche räumliche Bereiche ausgeführt werden. Zurzeit ob-
liegt jedem ÜNB die Schaltungshoheit über seine Betriebsmittel, wobei einzelne Koordinierungs-
aufgaben in Europa von sogenannten Regional Security Coordination Initiatives (RSCI) über-
nommen werden. Die vorliegende Arbeit widmet sich daher auch der folgenden Fragestellung: 

Forschungsfrage 4 

„Welche Eigenschaften sollte eine Instanz zur Koordinierung der PFCDs aus technischer Sicht 
besitzen?“ 

  



4 Einleitung 

Wie in Abb. 1.3 zusammenfassend visualisiert, ist es das Ziel dieser Arbeit, Optimierungs- und 
Anpassungsmethoden zu entwickeln, die neue Sollwerte für PSTs und HGÜ-VSCs regelzonen-
übergreifend bestimmen. Ausgangsbasis für diese Berechnungen sind prognostizierte und gemes-
sene Wirkleistungsflüsse. Treten Abweichungen zwischen diesen beiden Größen auf, soll in Ab-
hängigkeit von der Abweichungsursache die Einstellung berechneter PST- und HGÜ-VSC-Soll-
werte erfolgen. Zu berücksichtigende Ursachen für ungeplante Wirkleistungsflussänderungen 
sind unter anderem Leitungsausfälle, Prognosefehler in der Einspeisung aus Windkraft- und Pho-
tovoltaikanlagen, ungeplante Lastveränderungen sowie Kraftwerksausfälle. 

 

Abb. 1.3: Zielbild des entworfenen Netzbetriebsverfahrens 

 

1.3 Aufbau der Arbeit 
Zur Beantwortung der Forschungsfragen untergliedert sich die Arbeit in fünf Kapitel. Nach der 
Einleitung und der Beschreibung der zu lösenden Problemstellung in Kapitel 1 erfolgt im an-
schließenden Kapitel 2 die Erläuterung des aktuellen Stands der Wissenschaft und Technik bezo-
gen auf den Netzbetrieb von Übertragungsnetzen. Dabei wird zuerst auf den aktuellen Aufbau 
des Netzbetriebs, inklusive der beteiligten Akteure, der auftretenden Netzbetriebszustände und 
der Maßnahmen zur Wahrung der Netzsicherheit, eingegangen. Weiterhin werden die Wirkungs-
weise wirkleistungsflussbeeinflussender Betriebsmittel, mit Schwerpunkt auf PSTs und HGÜ-
VSCs, sowie die aktuell ausgeübten Betriebsweisen von PSTs und HGÜ-VSCs vorgestellt. An-
schließend erfolgt die schematische Darstellung des PFCD-Einflusses auf die AC-Wirkleistungs-
flüsse sowie möglicher Wechselwirkungen. Zum Abschluss von Kapitel 2 wird eine Abgrenzung 
zu bestehenden Arbeiten auf dem Gebiet des optimierten Netzbetriebs von PFCDs vorgenommen. 
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Aufbauend auf der Analyse der veröffentlichten wissenschaftlichen Arbeiten erfolgt in Kapitel 3 
die Vorstellung des im Rahmen dieser Arbeit entworfenen Netzbetriebsverfahrens zur optimalen 
Bestimmung von PST- und HGÜ-VSC-Arbeitspunkten sowie deren Umsetzung im Netzbetrieb. 
Zur Beantwortung der Forschungsfragen berücksichtigt das Verfahren zuallererst zuvor definierte 
Anforderungen, die sich sowohl aus etablierten Standards, aus verankerten technischen sowie 
gesetzlichen Richtlinien als auch aus der erforderlichen Einbindung der PFCDs in den Netzbetrieb 
ergeben. Zur Berücksichtigung unterschiedlicher Anforderungen für verschiedene Zeitbereiche 
im Netzbetrieb besteht das entworfene Netzbetriebsverfahren für die Bestimmung optimaler Ar-
beitspunkte von PSTs und HGÜ-VSCs (Forschungsfrage 2) aus den zwei folgenden Hauptbe-
standteilen: 

1. die vorausschauende Planung von PST- und HGÜ-VSC-Netzbetrieb im Day-Ahead- und 
Intraday-Zeitbereich 

2. Methoden zur Anpassung der PST- und HGÜ-VSC-Sollwerte bei unplanmäßigen 
Wirkleistungsflussänderungen im Onlinebetrieb 

Dabei erfolgt zuerst der Methodenentwurf zur vorausschauenden Bestimmung optimaler Arbeits-
punkte für den Day-Ahead- und Intraday-Zeithorizont. Dieser Zeithorizont beinhaltet zukünftige 
Netzsituationen von mehreren bis zu 24 Stunden im Voraus. Die anschließend entworfenen Ver-
fahren zur Berechnung angepasster Sollwerte bei unplanmäßigen Wirkleistungsflussänderungen 
im Onlinebetrieb ermöglichen die Reaktion auf erkannte Veränderungen im Onlinebetrieb. Dies 
beinhaltet neben der Erläuterung geeigneter Optimierungsmethoden und Zielfunktionen (For-
schungsfrage 3) auch die begründete Festlegung der ausführenden Instanzen für die Bereiche Op-
timierung und Koordinierung (Forschungsfrage 4). Dazu wird weiterhin auf die notwendigen Ein-
gangsdaten sowie die Integration des Verfahrens in ein Leitsystem eingegangen. Abschließend 
werden die einzelnen Verfahrensbestandteile zu einem Netzbetriebsansatz zusammengeführt und 
die zeitliche Staffelung der einzelnen Bestandteile wird erläutert. 

In Kapitel 4 wird das entworfene Netzbetriebsverfahren an verschiedenen Betriebsfällen getestet 
und der Beitrag zur Wahrung der Netzsicherheit validiert (Forschungsfrage 1). Diese Fallbei-
spiele beruhen auf der Simulation verschiedener Szenarien innerhalb eines Testnetzes, die ver-
schiedene Einspeise-, Last- und Störszenarien abbilden. Abgeschlossen wird das Kapitel von ei-
nem Abgleich der erarbeiteten Anforderungen und Zielsetzungen mit den erreichten Ergebnissen. 

In Kapitel 5 erfolgt eine Zusammenfassung des entworfenen Netzbetriebsverfahrens. Weiterhin 
wird ein Ausblick zu möglichen weiterführenden Forschungsaktivitäten gegeben. 
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2 Stand der Wissenschaft und Technik 

Der nachfolgende Abschnitt stellt den aktuellen Stand von Wissenschaft und Technik im Bereich 
des Netzbetriebs im Übertragungsnetz vor, soweit dieser für den Inhalt der vorliegenden Arbeit 
relevant ist. Dabei erfolgt eine Vorstellung sowohl der ÜNBs als auch der aktiven Netzsicher-
heitskooperationen sowie von deren jeweiligen Aufgaben beim Netzbetrieb. Weiterhin werden 
die verschiedenen Zeitbereiche im Netzbetrieb, die unterschiedlichen Netzbetriebszustände und 
die vielfältigen Maßnahmen zur Wahrung der Netzsicherheit in das Gesamtsystem Verbundnetz 
(siehe Abb. 2.1) eingeordnet. 

 

Abb. 2.1: Schematische Darstellung der Datenflüsse zwischen ÜNB und Netzsicherheits-
kooperation in einem aus i Regelzonen bestehenden Verbundnetz 

Anschließend erfolgt die Vorstellung der Betriebsmittel PST und HGÜ-VSC sowie deren Wir-
kungsweise. Dies beinhaltet neben der Darstellung des Einflusses der beiden Betriebsmittel auf 
die Wirkleistungsflüsse im AC-Netz auch die Erläuterung der aktuellen Betriebsweisen in den 
verschiedenen europäischen Regelzonen. Zum Entwurf eines Gesamtverfahrens zur optimalen 
Arbeitspunktbestimmung für PSTs und HGÜ-VSCs werden zu diesem Thema vergleichbare Ar-
beiten vorgestellt, analysiert und der Forschungsbedarf in dieser Arbeit wird begründet.  
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2.1 Netzbetrieb 
Die Ausübung eines sicheren und effizienten Netzbetriebs unterteilt sich in die drei Phasen: 

• Netzbetriebsplanung inklusive Netzausbau und Netzinstandhaltung 
• Netzbetriebsführung im laufenden Prozess 
• Reporting eingeleiteter Maßnahmen 

Dabei beinhaltet die Netzbetriebsplanung (auch Systembetriebsplanung genannt) die frühzeitige 
Planung von Netzausbau- oder Instandhaltungsmaßnahmen mehrere Jahre bzw. Monate im Vo-
raus, so dass alle Betriebsmittel lang-, mittel- und kurzfristig im geplanten Maße einsetzbar sind. 
Weiterhin erfolgt die Planung des Netzbetriebs nach dem (n-1)-Kriterium bis zu einem Tag im 
Voraus (Day-Ahead bzw. D-1) [18], [19]. 

Die anschließende Netzbetriebsführung (auch Systemführung genannt) umfasst die Gesamtheit 
aller operativen Aufgaben eines Netzbetreibers im Rahmen der Überwachung und Steuerung ei-
nes Netzes durch eine Netzleitstelle im laufenden Prozess (Intraday- und Onlinebetrieb), inklusive 
des koordinierten Einsatzes der in seiner Regelzone stehenden Kraftwerke sowie der engen Ab-
stimmung mit benachbarten Netzbetreibern [19], [20]. Der Onlinebetrieb (Real-Time Operation) 
beinhaltet insbesondere das Monitoring der aktuellen Netzsituation sowie die Durchführung von 
Maßnahmen zur Wahrung der Netzsicherheit [21], [22]. 

Die Reportingphase ist der Netzbetriebsplanung und -führung zeitlich nachgelagert und enthält 
die Erstellung und Analyse von Netzbetriebsstatistiken, von eingeleiteten Maßnahmen und auf-
getretenen Störungen. 

Gleichermaßen lassen sich die drei Netzbetriebsphasen zeitlich in drei Bereiche einteilen, wie 
nachfolgend in Abb. 2.2 visualisiert ist. 

 

Abb. 2.2: Zeitbereiche des Netzbetriebs, in Anlehnung an [18] 

2.1.1 Netzebenen und Netzbetreiber 

Elektrische Stromversorgungsnetze haben die Aufgabe, die in den Kraftwerken erzeugte elektri-
sche Energie zu den Verbrauchern zu transportieren. Zu unterscheiden ist, dass der Transport je 
nach räumlicher Distanz zwischen Start- und Endpunkt über verschiedenen Spannungsebenen 
stattfindet. Insgesamt wird das Netz in Deutschland in sieben Netzebenen gegliedert, wobei diese 
sich in vier Spannungs- und drei Umspannungsebenen unterteilen. Die Spannungsebenen sind: 

• Höchstspannung 
• Hochspannung 
• Mittelspannung 
• Niederspannung 
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Der Betrieb und die Aufgabenerfüllung in den einzelnen Netzebenen unterliegen der Hoheit ver-
schiedener Netzbetreiber. So wird der Netzbetrieb in der Höchstspannungsebene (220 kV bis 
380 kV) von den ÜNBs übernommen. Hauptaufgaben sind die Aufnahme, Übertragung und Ab-
gabe großer Leistungen über weite Entfernungen sowie der Austausch von Leistung mit benach-
barten Übertragungsnetzen. Der Netzbetrieb der Spannungsebenen im 0,4- bis 110-kV-Bereich 
(Nieder-, Mittel-, Hochspannung) wird von den Verteilernetzbetreibern (VNB) wahrgenommen. 
Die Hochspannungsebene (110 kV) dient insbesondere der Aufnahme mittlerer Leistungen, der 
überregionalen Verteilung sowie der Versorgung von Großverbrauchern. In der Mittelspannungs-
ebene (6 kV bis 30 kV) sind überwiegend mittelgroße Erzeugungsanlagen angeschlossen, deren 
eingespeiste Leistung regional an Verbraucher verteilt wird. Haushalte, Kleinverbraucher und 
kleine Erzeugungseinheiten sind vor allem in der Niederspannungsebene (0,4 kV) angeschlossen.  

Die einzelnen Aufgaben der ÜNBs sind in der Richtlinie 2009/72/EG Art. 12 und Art. 25 definiert 
[23]. So sind sie dafür verantwortlich, den sicheren und zuverlässigen Netzbetrieb unter wirt-
schaftlichen Bedingungen sowie unter Beachtung des Umweltschutzes zu planen, zu warten und 
zu betreiben. Sie sind für die Systemstabilität in ihrem jeweiligen Netzbereich zuständig und stel-
len die Erfüllung der Systemdienstleistungen sicher [23]. Dies sind unbedingt erforderliche Leis-
tungen für die Funktionstüchtigkeit des Energiesystems, wie Frequenzhaltung, Spannungshaltung 
und Versorgungswiederaufbau nach einer Störung [19], [24]. Weiterhin obliegen den ÜNBs die 
Akquise und der Abruf von Regelleistung [19]. 

Im Rahmen seiner Systemverantwortung und Systemführung obliegt dem ÜNB auch die Bewer-
tung des Systemzustandes, wobei das elektrische Netz über alle Spannungsebenen als System zu 
verstehen ist. Um alle notwendigen Informationen dafür zu erlangen, sind die angeschlossenen 
VNBs, Erzeuger und Lieferanten von Energie verpflichtet, die benötigten Informationen zur Ver-
fügung zu stellen [19]. 

 

2.1.2 Netzsicherheitskooperationen 

Aufgrund des synchronen Verbundnetzes ist der Netzbetrieb innerhalb einer Regelzone ohne Be-
achtung der benachbarten Regelzonen nicht möglich. Jede Anpassungs- und Schaltmaßnahme 
kann einen Einfluss auf die Netzsituation in den benachbarten Regelzonen hervorrufen – sowohl 
in negativer als auch in positiver Weise. Auch der steigende Anteil an erneuerbaren Energien und 
dezentralen Erzeugungseinheiten sowie der zunehmende regelzonenübergreifende Energietrans-
port erhöhen die Unsicherheit in der operativen Planungsphase, so dass der Kommunikations- 
und Abstimmungsaufwand zwischen benachbarten ÜNBs zunimmt. Im Operation Handbook sind 
dazu in der Policy 4 [25] entsprechende Planungsgrundsätze genannt, die von allen im European 
Network of Transmission System Operators for Electricity (ENTSO-E) beteiligten ÜNBs anzu-
wenden sind. 

Zur Verbesserung der Kommunikation und für einen vereinfachten Datenaustausch existieren 
darüber hinaus seit einigen Jahren unabhängige Kooperationsinitiativen zwischen den ÜNBs. 
Diese Regional Security Coordination Initiatives (RSCI) bzw. Regional Security Coordinators 
(RSC) übernehmen eine koordinierende Rolle und dienen hauptsächlich der Erstellung gemein-
samer Datenmodelle für Netzsicherheitsanalysen, dem Austausch der Daten und Ergebnisse so-
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wie der Bestimmung des Netzzustandes für verschiedene Zeitbereiche. Die Hoheit über die Be-
triebsmittel bleibt dabei bei den ÜNBs. Die fünf Hauptaufgaben der RSCIs sind zusammenfas-
send: 

• Erstellen gemeinsamer Netzmodelle 
• Bereitstellen kurz- und mittelfristiger Prognosedaten 
• Bestimmung der verfügbaren Transportkapazitäten auf den Interkonnektoren 
• Ermittlung und Koordinierung geplanter Nichtverfügbarkeiten von Betriebsmitteln 
• Durchführung der (n-1)-Sicherheitsanalyse und Empfehlung geeigneter Maßnahmen zur 

Verbesserung der Netzsicherheit [26] 

Die Transmission System Operator Security Cooperation (TSC) ist eine der in Europa aktiven 
RSCIs. TSC wurde im Dezember 2008 gegründet und an ihr sind derzeit 13 europäische ÜNBs 
aus Deutschland, Österreich, Tschechien, Slowenien, Dänemark, Kroatien, Ungarn, Polen, der 
Schweiz und den Niederlanden beteiligt [27]. Die beteiligten ÜNBs stellen TSC über entspre-
chend eingerichtete IT-Infrastruktur (Common Tool for Data Exchange and Security Assessments 
– CTDS) in zyklischer Weise ihre Netzmodelle mit aktualisierten Prognosedaten (in stündlicher 
Auflösung) zur Verfügung. Diese Netzdaten werden von TSC in einem gemeinsamen Netzmodell 
miteinander verknüpft und für Sicherheitsanalysen und Kapazitätsberechnungen verwendet. Der 
tägliche Austausch der Berechnungsergebnisse ermöglicht den ÜNBs frühzeitig auf mögliche 
Netzengpässe und Überlastsituationen reagieren zu können. Diesbezüglich finden tägliche Vide-
okonferenzen mit den beteiligten ÜNBs statt. Weiterhin werden stündlich die Onlinedaten erfasst, 
um ex-post eine Analyse der Netzsituation durchzuführen. Dies dient insbesondere der Verbes-
serung des Prognoseprozesses [18]. 

Ebenfalls ab Dezember 2008 haben sich weitere ÜNBs aus West- und Südwest-Europa in der 
RSCI Coordination of Electricity System Operators (Coreso) zusammengeschlossen. Dieser Ini-
tiative gehören zurzeit ÜNBs aus Frankreich, Belgien, Großbritannien, Deutschland, Italien, Por-
tugal und Spanien an. Coreso dient den beteiligten ÜNBs als Koordinierungsplattform sowie zum 
bilateralen Daten- und Informationsaustausch. Neben dem Vereinen der Netzmodelle erfolgt die 
Kapazitätsberechnung mithilfe der übermittelten Prognosedaten für verschiedene Zeitbereiche. 
Weiterhin werden (n-1)-Berechnungen durchgeführt und die Ergebnisse den beteiligten ÜNBs 
zur Verfügung gestellt. Ebenso erfolgen ein Monitoring des Onlinebetriebs sowie die Übermitt-
lung relevanter Daten zur aktuellen Netzsituation an die ÜNBs. Dazu gehören auch eine Analyse 
stattgefundener Netzstörungen sowie die Schulung von Leitstellenpersonal [28]. 

Die erste RSCI in Südost-Europa entstand im April 2015. ÜNBs aus Serbien, Montenegro und 
Bosnien-Herzegowina gründeten das Security Coordination Centre (SCC) mit dem Ziel, notwen-
dige Servicedienstleistungen für die beteiligten ÜNBs zu entwerfen und bereitzustellen. Dazu 
gehören zurzeit die Validierung und Verbesserung von Netzmodellen, das Vereinen der Netzmo-
delle sowie die Durchführung der (n-1)-Sicherheitsanalyse für verschiedene Zeitbereiche [29]. 

Die beteiligten ÜNBs der ÜNB-Vereinigung Nordic (Norwegen, Schweden, Finnland, Däne-
mark) eröffneten ebenso Ende 2017 eine RSCI Niederlassung in Kopenhagen. Diese führt die 
Kapazitätsberechnungen, Ausfallplanungen und (n-1)-Sicherheitsanalysen auf Basis gemeinsa-
mer Netzmodelle durch [30]. 
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Die RSCIs ermöglichen somit eine abgestimmte Koordinierung zwischen den ÜNBs [31]. Auf-
grund dessen verfolgt auch ENTSO-E das Ziel, eine Beteiligung an RSCIs für verbundene ÜNBs 
verpflichtend einzuführen und die von den RSCIs übernommenen Koordinierungsfunktionen 
weiterzuentwickeln [26]. In der ENTSO-E-Versammlung am 10.12.2015 unterzeichneten die eu-
ropäischen ÜNBs ein multilaterales Abkommen (Multilateral Agreement – MLA) für eine RSCI-
basierte ÜNB-Kooperation [28], [32]. 

Darüber hinaus plant die Europäische Kommission, nationale Zuständigkeiten beim Netzbetrieb 
in Zukunft an sogenannte Regional Operational Centres (ROCs – regionale Betriebszentren) zu 
übertragen [33]. Ziel ist es, Nationalgrenzen so gut wie möglich aufzuheben und die Inter-
konnektoren als normale Leitungen zu betreiben [34]. Jeweils ein ROC wäre dann für den grenz-
überschreitenden Netzbetrieb in mehreren EU-Mitgliedsstaaten zuständig.  

Nachfolgend ist in Tab. 2.1 gegenübergestellt, inwiefern die ÜNBs, VNBs, RSCs/RSCIs und 
ROCs Zuständigkeiten bei den vorgestellten Phasen des Netzbetriebs besitzen, bzw. diese ihnen 
angedacht sind. Dabei planen, führen und dokumentieren aktuell die ÜNBs und VNBs den Netz-
betrieb für ihren jeweiligen Netzbereich. In der Planung und im Reporting werden sie von den 
RSCs/RSCIs unterstützt, indem diese Initiativen die Netzbetriebsplanung koordiniert über meh-
rere Regelzonen vornehmen. Kommt es zur Etablierung von ROCs, würden diese darüber hinaus 
aktiv die Netzbetriebsführung koordiniert für mehrere Regelzonen übertragen bekommen. 

Tab. 2.1: Gegenüberstellung der zugeteilten Netzbetriebsphasen verschiedener Netzak-
teure 

Netzbetriebsphasen ÜNB VNB RSC/RSCI ROC 

Netzbetriebsplanung x x x x 

Netzbetriebsführung x x  x 

Reporting x x x x 

 

2.1.3 Netzbetriebsplanung und -führung 

Die vorgenommene Einteilung des Netzbetriebs in Netzbetriebsplanung und Netzbetriebsführung 
kann bei dem gewählten Schwerpunkt auf den vorbereitenden und operativen Netzbetrieb weiter-
hin in folgende Teilaspekte gegliedert werden: 

• Week Ahead Planning Process (WAPP) 
• Day 2 Ahead Congestion Forecast (D2CF) 
• Day-Ahead Congestion Forecast (DACF) 
• Intraday Congestion Forecast (IDCF) 
• Onlinebetrieb 

Alle diese Teilaspekte des Netzbetriebs führt jeder ÜNB in Europa durch, wenn er Mitglied in 
einem RSCI, wie zum Beispiel TSC oder Coreso, ist. Der zeitliche Ablauf der Teilaspekte des 
Netzbetriebs ist in Abb. 2.3 dargestellt und orientiert sich an dem Vorgehen in [21] und [35]. 
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Abb. 2.3: Koordinierungsvorgänge zwischen ÜNB und RSCI in den Prozessen Netzbe-
triebsplanung und -führung 

Wie bei den Aufgaben der ÜNBs und RSCIs beschrieben, werden im heutigen Netzbetrieb (be-
stehend aus Netzbetriebsplanung und Netzbetriebsführung) Prognosedaten für verschiedene Zeit-
horizonte (von Week-Ahead, über Day-Ahead bis Intraday) verwendet, um zukünftige Wirkleis-
tungsflüsse und somit die Leitungsbelastungen im Rahmen der (n-1)-Sicherheitsanalyse abschät-
zen zu können. Dabei berücksichtigen die ÜNBs Prognosedaten für Wind- und Solareinspeisung, 
prognostizierte Lastdaten und übermittelte Kraftwerkseinsatzpläne. Weiterhin werden mögliche 
Topologie-Änderungen des Netzes miteinbezogen, die zum Beispiel aufgrund von Wartungsmaß-
nahmen geplant sind. Mit verkürzter Nähe zum betrachteten Zeitpunkt verbessert sich die Infor-
mationslage von ÜNB sowie RSCI, während die Unsicherheit bezüglich der erwarteten Netzsitu-
ation abnimmt [36]. 

Wie in Abb. 2.3 veranschaulicht, beginnt die Netzbetriebsplanung mindestens eine Woche im 
Voraus, wobei zur Bestimmung der zukünftigen Netzbelastungen die prognostizierten Leistungs-
flussberechnungen zyklisch im Wochenrhythmus (Week Ahead Planning Process – WAPP) 
durchgeführt wird. Dabei ist zwischen Beobachtungsbereich (Observability Area) und Verant-
wortlichkeitsbereich (Responsibility Area) des ÜNB zu unterscheiden. Der Verantwortlichkeits-
bereich beinhaltet alle Bestandteile des Übertragungsnetzes, inklusive der Interkonnektoren, für 
die der ÜNB zuständig ist [37]. Da aber auch der Netzbetrieb der benachbarten ÜNBs Einfluss 
auf das Übertragungsnetz der anderen ÜNBs haben kann, ist es notwendig, in die Berechnung der 
Wirkleistungsflüsse einen in [37] definierten Bereich der Nachbarregelzonen zu berücksichtigen. 
Somit gehören zum Beobachtungsbereich das eigene Übertragungsnetz, Teile vom Verteilernetz 
sowie angrenzende Netzbereiche benachbarter Übertragungsnetze (siehe Abb. 2.4) [37].  
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Abb. 2.4: Verantwortlichkeits- und Beobachtungsbereich zweier ÜNBs, in Anlehnung an 
[37] 

Im Falle des Auftretens bzw. der Identifikation von Überlastsituationen oder Betriebsmittelgrenz-
verletzungen im Rahmen der WAPP-Simulationen können die ÜNBs anschließend notwendige 
Maßnahmen, wie die Bereitstellung von Redispatch-Kapazitäten oder die Aktivierung von Reser-
vekraftwerken, rechtzeitig mit der erforderlichen Vorlaufzeit sicherstellen. Im Rahmen dieses 
Planungsprozesses tauschen sich die ÜNBs bilateral in einer wöchentlich stattfindenden Video-
konferenz (Weekly Operational Planning Teleconference – WOPT) aus [26], [35]. 

Da die verwendeten Prognosedaten mit einem Zeithorizont von einer Woche noch mit einer gro-
ßen Ungenauigkeit versehen sind, wird von den ÜNBs zyklisch zwei Tage vor dem betrachteten 
Zeitpunkt erneut eine Prognoserechnung der zu erwartenden Wirkleistungsflüsse durchgeführt 
(Two Day Ahead Congestion Forecast – D2CF) [38]. Hier werden wiederum geschätzte Ein-
speise-, Last- und Topologie-Daten verwendet. Dabei senden die ÜNBs ihre Daten auch an eine 
RSCI, bei der die Daten der beteiligten ÜNBs miteinander vereint und für gemeinsame (n-1)-
Sicherheitsanalysen sowie Kapazitätsberechnungen verwendet werden [39]. 

Einen Tag vor dem betrachteten Zeitpunkt erfolgt der Day Ahead Congestion Forecast (DACF) 
bzw. der D-1 Prozess, in dem von den ÜNBs wiederum aktuellere Prognosedaten (24 Datensätze 
in stündlicher Auflösung für den Folgetag) bis spätestens 18 Uhr des Vortages den anderen ÜNBs 
sowie RSCIs bereitgestellt werden [25], [40]. Mithilfe dieser aktualisierten Vorschau (inklusive 
bereits veranlasster Maßnahmen) ist es möglich, weitere kritische Situationen zu erkennen und 
entsprechende Maßnahmen einzuleiten. Diese Berechnung wird parallel ebenfalls bei der zustän-
digen RSCI vorgenommen. Zum Austausch der Ergebnisse und zwecks Einleitung geeigneter 
Maßnahmen zur Wahrung der Netzsicherheit erfolgt jeden Tag ab 21 Uhr eine Videokonferenz 
(Daily Operational Planning Teleconference – DOPT) mit den beteiligten ÜNBs [35]. 

Innerhalb des betrachteten Tages wird ebenso zyklisch im stündlichen Takt (24-Datensätze) eine 
Engpassberechnung durchgeführt. Dieser Intraday Congestion Forecast (IDCF) ermöglicht den 
ÜNBs ein letztes Mal, im Voraus mögliche kritische Situation zu erkennen und entsprechende 
Maßnahmen zur Beseitigung einzuleiten. Diese Berechnungen werden sowohl beim ÜNB als 
auch beim RSCI durchgeführt und miteinander ausgetauscht. Auftretende Anpassungen der 
Kraftwerkseinsatzpläne, der Netztopologie, der PST- oder HGÜ-VSC-Sollwerte sind den anderen 
ÜNBs und RSCIs unverzüglich mitzuteilen [21], [25], [35].  
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Im Onlinebetrieb erfolgen das Monitoring der aktuellen Netzsituation und die Durchführung der 
im DACF- und IDCF-Prozess geplanten Maßnahmen [35]. Kommt es zu einer Verletzung von 
Netzsicherheitskriterien, können die ÜNBs auf die in Abschnitt 2.1.5 vorgestellten Maßnahmen 
zur Wahrung der Netzsicherheit zurückgreifen. 

Rückwirkend erfolgt eine Analyse des tatsächlichen Netzzustandes im Vergleich zum geplanten. 
Dies dient der Klärung aufgetretener Auffälligkeiten sowie der Verbesserung des Prognosepro-
zesses. Alle aufgetretenen Störungen in der Netzbetriebsführung werden darüber hinaus vom 
RSCI in einem Weekly Operational Performance Report zusammengefasst [35]. 

 

2.1.4 Netzbetriebszustände 

Insgesamt wird der Netzbetrieb in fünf Zustände unterteilt, die ausgehend von den aktuellen Zu-
standsgrößen den Zustand des Energieversorgungssystems beschreiben. Die Zustandsvariablen 
sind zum einen mit der komplexe Knotenspannung in die lokale Zustandsgröße und zum anderen 
mit der Netzfrequenz in die globale Zustandsgröße zu unterteilen [37]. Gemäß [22] sind folgende 
fünf Netzbetriebszustände definiert: 

• Normalzustand 
• Alarmzustand 
• Notzustand 
• Ausfall 
• Netzwiederaufbau 

Im Normalzustand befinden sich die Spannungen, die Leistungsflüsse sowie die Netzfrequenz 
innerhalb der definierten Toleranzbereiche. Dies gilt durch die Einhaltung des (n-1)-Kriteriums 
auch bei dem Ausfall eines Betriebsmittels.  

Im Alarmzustand sind die Spannungen und Leistungsflüsse noch immer innerhalb der zulässigen 
Grenzwerte, allerdings würde mindestens ein Betriebsmittelausfall von der Ausfallliste zur Ver-
letzung dieser Grenzwerte führen. Somit ist das Netz nicht mehr (n-1)-sicher. Weiterhin gilt eben-
falls als Kriterium für den Alarmzustand, wenn die Regelleistungsreserven unzureichend vorhan-
den sind oder die Frequenz den in [41] definierten Toleranzbereich verlässt.  

Der Notzustand tritt ein, wenn mindestens ein Grenzwert in der Netzbetriebsführung verletzt ist 
bzw. sich die Netzfrequenz weiter vom Nennwert entfernt hat. Weiterhin gilt der Notzustand, 
wenn vom ÜNB mindestens eine Maßnahme aus seinem „System Defence Plan“ aktiviert wurde 
[42] oder ein kompletter Verlust aller Anlagen für Monitoring, Steuerung und Kommunikation 
für länger als 30 Minuten stattfindet [22]. 

Von einem Ausfall wird gesprochen, wenn mehr als 50 % der Last im ÜNB-Verantwortungsbe-
reich nicht versorgt wird bzw. die Spannung für mindestens drei Minuten im gesamten Verant-
wortungsbereich auf 0 V sinkt. In diesem Fall tritt der fünfte Zustand ein, in dem mit dem Netz-
wiederaufbau begonnen wird, um die Frequenz, die Spannung und alle weiteren Netzvariablen 
wieder in die gewünschten Bereiche zu überführen. 

Tab. 2.2 gibt zu den jeweiligen Netzzuständen die entsprechende Netzsituation und das Vorhan-
densein von Gegenmaßnahmen (engl. Remedial Actions) an. Ziel ist es, das Netz immer im Nor-
malzustand zu betreiben bzw. das Netz schnellstmöglich in den Normalzustand zurückzuführen. 



14 Stand der Wissenschaft und Technik 

Tab. 2.2: Netzbetriebszustände nach [22], [37] 

Netzbetriebszustand Einhaltung  
n-Kriterium 

Einhaltung  
(n-1)-Kriterium 

Gegenmaßnahmen  
vorhanden 

Normalzustand (Normal State) Ja Ja Ja 

Alarmzustand (Alert State) Ja Nein Ja 

Notzustand (Emergency State) Nein Nein Ja 

Ausfall (Blackout State) Nein Nein Ja 

Netzwiederaufbau (Restoration) Nein Nein Ja 

 

2.1.5 Maßnahmen zur Wahrung der Netzsicherheit 

Zur Wahrung der Netzsicherheit und der Haltung bzw. Rückführung des Netzes in den Netzbe-
triebszustand „Normal“ stehen den ÜNBs verschiedene Maßnahmen zur Verfügung. Diese soge-
nannten Remedial Actions lassen sich in netzbezogene, marktbezogene und Notfallmaßnahmen 
unterteilen [43]. 

Zu den netzbezogenen Maßnahmen zählen insbesondere Netzschaltungen, die die Topologie des 
Netzes und somit die Leistungsflüsse ändern. Weiterhin sind lokale Spannungsänderungen und 
Blindleistungsanpassungen geeignete Maßnahmen zur Erhaltung der Netzsicherheit, ebenso wie 
die Ausnutzung betrieblicher Toleranzen. 

Ist die Wirkung der netzbezogenen Maßnahmen nicht ausreichend, um die Versorgungssicherheit 
zu gewährleisten, können die ÜNBs marktbezogene Maßnahmen einsetzen. Diese mit Marktteil-
nehmern vertraglich vereinbarten Maßnahmen werden von den ÜNBs finanziell vergütet. Zu nen-
nen sind hierbei der Einsatz von Regelenergie, die Verbrauchsanpassung bei ab- und zuschaltba-
ren Lasten, die Aktivierung von Netz- und Kapazitätsreserven sowie das Management von Eng-
pässen [43]. Zum letztgenannten Punkt zählen insbesondere der nationale sowie internationale 
Redispatch und das Counter Trading von Energiemengen aus mindestens zwei Preisgebieten. 

Sind die netz- und marktbezogenen Maßnahmen zur Wiederherstellung der Netzsicherheit wei-
terhin nicht ausreichend, können die ÜNBs auf Notfallmaßnahmen zurückgreifen [43]. Dies be-
rechtigt die ÜNBs dazu, sämtliche Anpassungen an Stromeinspeisungen, Stromtransiten und 
Stromabnahmen durchzuführen bzw. die Anpassung zu verlangen. Somit können vom ÜNB die 
Übergabeleistung der Kraftwerke und zum VNB sowie die Einspeisung von erneuerbaren Ener-
gien angepasst werden.  

2.2 Betriebsmittel mit wirkleistungsflussbeeinflussender Wirkung 
Das Ziel des Netzbetriebs besteht darin, die erzeugte Energie sicher und zuverlässig zu den Ver-
brauchern zu transportieren. Die dabei auftretenden AC-Wirkleistungsflüsse lassen sich mithilfe 
einer Vielzahl an Betriebsmitteln ändern, die unter dem Oberbegriff PFCD zusammengefasst wer-
den. PFCDs lassen sich in verschiedene Kategorien einteilen. Diese unterscheiden sich in der Art 
der Schaltung, in der Reaktionszeit, in der Einbauweise zur Leitung und in der Art der Einfluss-
nahme auf den Leistungsfluss.  
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Der Wirkleistungsfluss über eine Leitung zwischen zwei Netzknoten lässt sich vereinfacht durch 
die Gleichung (2.1) bestimmen [44].  

( ) ( )1 2 1 2
12 1 2 1 2

12 12

sin sinu u u up
x L
⋅ ⋅

= ⋅ − = ⋅ −δ δ δ δ
ω  (2.1) 

In Verbindung mit dem in Abb. 2.5 dargestellten π-Ersatzschaltbild resultiert, dass die Höhe des 
Wirkleistungsflusses p12 zwischen zwei Knoten (1,2) von den Knotenspannungen am Anfang u1 
und am Ende u2 der Leitung, von den Knotenspannungswinkeln δ1 und δ2 sowie von der Lei-
tungsreaktanz x12 der Induktivität L (jωL = jx) abhängig ist. Die Suszeptanz b der Kapazität C 
(jωC = jb) und die Konduktanz g können bei kurzen Leitungen (Freileitung bis 250 km) vernach-
lässigt werden [45]. Bei primärer Betrachtung des Höchstspannungsnetzes gilt weiterhin, dass der 
ohmsche Widerstand r12 deutlich kleiner als die Reaktanz x12 ist, so dass r/x → 0 gilt. 

 

Abb. 2.5:  Differential-Ersatzschaltbild einer elektrischen Leitung, in Anlehnung an [45] 

Je nachdem, welche Stellgrößen (x, u, δ) in Gleichung (2.1) verändert werden, hat dies einen 
unterschiedlichen Einfluss auf den Wirkleistungstransport. So verursacht eine Knotenspannungs-
änderung eine stärkere Änderung des Blindleistungsflusses als eine Änderung des Wirkleistungs-
flusses. Zu beachten ist, dass die Knotenspannungen im Energieversorgungssystem nur innerhalb 
erlaubter Toleranzen veränderbar sind (± 10 % von der Nennspannung) [46].  

Die Reaktanz x12 einer Leitung ist konstant und hat somit immer denselben Einfluss auf den Wirk- 
und Blindleistungsfluss. Mithilfe von Kompensationsanlagen kann die Reaktanz der Leitung ver-
ringert und somit der Wirk- und Blindleistungsfluss verändert werden [47].  

Weiterhin ist die Höhe der Leistungsflüsse von der Knotenspannungswinkeldifferenz abhängig, 
wobei eine Änderung insbesondere auf den Wirkleistungsfluss einen erhöhten Einfluss hat. 

PFCDs können unabhängig von der Stellgröße als Serienelement in Reihe zur Leitung oder als 
Shunt-Element eingebaut werden. Bei den Schaltungsarten wird in mechanische Schaltungen so-
wie in selbst- und fremdgeführte Umrichter mit Thyristoren und Transistoren differenziert [47]. 
Die größten Unterschiede zwischen diesen Schaltarten liegen in der Schaltgeschwindigkeit und 
den möglichen Stellbereichen.  

Bei mechanisch geschalteten Betriebsmitteln liegt die Schaltgeschwindigkeit meist zwischen Se-
kunden und Minuten. Dazugehörige Betriebsmittel, wie zum Beispiel Laststufenschalter, werden 
schon seit Jahrzehnten eingesetzt und weisen eine hohe Robustheit und geringe Verluste auf [48]. 
Nachteilig ist die diskrete Stufungsschrittweite. Zu nennen sind hier mechanisch geschaltete In-
duktivitäten und Kapazitäten sowie PSTs. 
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Von Thyristoren angesteuerte Betriebsmittel können deutlich schneller schalten und besitzen eine 
hohe Stromtragfähigkeit sowie Sperrspannung. Nachteilig ist, dass sie nach dem Einschalten nicht 
aktiv ausgeschaltet werden können. Der Sperrzustand wird erst im Strom-Nulldurchgang des Lei-
tungsstromes hergestellt [49]. Anwendung finden die Thyristoren im Static Var Compensator 
(SVC), Thyristor Controlled Reactor (TCR), Thyristor Controlled Series Compensator (TCSC), 
Thyristor Switched Series Compensator (TSSC), Thyristor Controlled Phase Shifting Trans-
former (TCPST) sowie im Line Commutated Converter (LCC) bei HGÜ-Verbindungen [50], 
[51], [52], [53].  

Transistorgesteuerte Anlagen verwenden zum Beispiel Insulated Gate Bipolar Transistoren (IG-
BTs), die unabhängig von der Leitungsspannung ein- und ausgeschaltet werden können. Somit 
ermöglichen sie mithilfe der Multilevel-Pulsweitenmodulation (PWM) eine geregelte Spannungs-
versorgung der Betriebsmittel. Verwendet werden sie unter anderem beim Static Synchronous 
Compensator (STATCOM), Static Synchronous Series Compensator (SSSC), Unified Power 
Flow Controller (UFPC) und Voltage Source Converter (VSC) bei HGÜ-Verbindungen [50], 
[51], [52], [53]. In Abb. 2.6 sind die bekanntesten und am häufigsten verwendeten PFCDs den 
genannten Kategorisierungen zugeordnet.  

 

Abb. 2.6: PFCDs und FACTS-Elemente, in Anlehnung an [48], [54] 

Aufgrund der Vielzahl an Betriebsmitteln wird auf eine detaillierte Funktionsbeschreibung ver-
zichtet. Dies erfolgt nur für die im Fokus stehenden PSTs und VSC-Umrichter, da diese Betriebs-
mittel gemäß dem Netzentwicklungsplan [8] in naher Zukunft vor allem in die Übertragungsnetze 
integriert werden (in Abb. 2.6 dunkelgrau eingefärbt).  
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2.2.1 Phasenschiebertransformatoren 

PSTs wirken vor allem auf den Wirkleistungsfluss, indem sie einen zusätzlichen Spannungswin-
kel α zwischen zwei Netzknoten hinzufügen. Dies geschieht durch die Einkopplung einer recht-
winkligen Zusatzspannung bei einem R/X-Verhältnis nahe Null, die den Spannungsvektor der 
Leitung in Amplitude und Phase verändern kann. Somit ändert sich die Gleichung (2.1) zu Glei-
chung (2.2).  

( )sini j
ij i j

ij

u u
p

x
δ δ α

⋅
= ⋅ − +  (2.2) 

Die Einkopplung der PST-Zusatzspannung erfolgt, wie in Abb. 2.7 a) zu sehen, in den meisten 
Fällen mithilfe eines Erregertransformators (Excitation Transformer) mit Laststufenschalter (On-
Load-Tap-Changer – OLTC) und eines Serientransformators (Booster Transformer) [55].  

 
Abb. 2.7: a) Schematische Darstellung eines PSTs, b) Zeigerdiagramm eines PSTs 

Während der Erregertransformator aus der Leitung ij eine Spannung abgreift und auf der Sekun-
därseite auf ein niedrigeres Spannungsniveau transformiert, erfolgt durch einen geregelten Last-
stufenschalter die Einstellung der Zusatzspannung. Dabei hat die Höhe der Zusatzspannung einen 
direkten Einfluss auf die Höhe des Zusatzwinkels α [55], [56]. Anschließend wird bei einem 
querregelnden PST die Zusatzspannung uPST um 90° phasenverschoben über den Serientransfor-
mator zurück in die Leitung eingekoppelt, so dass sich das in Abb. 2.7 b) gezeigte Zeigerdia-
gramm ergibt. Ein möglicher PST-Aufbau der gezeigten schematischen Darstellung im Dreh-
stromsystem ist in Abb. 2.8 abgebildet.  

 
Abb. 2.8: Möglicher Aufbau eines PSTs, in Anlehnung an [55], [57] 
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Die Höhe der eingekoppelten Zusatzspannung wird mithilfe eines Laststufenschalters eingestellt, 
der eine stufige Änderung des Transformatorübersetzungsverhältnisses unter Last ermöglicht. 
Mögliche Schaltprinzipien zur Änderung der angeschlossenen Anzapfung sind in [58] und [59] 
erläutert. Die Dauer eines Schaltvorgangs wird in [60] für die dort genannten Stufenschalter mit 
5,4 Sekunden pro Stufenschaltung angegeben. 

Ausgehend von dem gezeigten Beispiel in Abb. 2.8 existieren darüber hinaus weitere Bauformen, 
die eine Klassifizierung von PSTs in direkte, indirekte, symmetrische und unsymmetrische PSTs 
ermöglichen. Direkte PSTs bestehen aus einem Dreiphasentransformator, während indirekte 
PSTs auf den zwei gezeigten separaten Transformatoren basieren. Vergleichend zur Eingangs-
spannung erzeugen unsymmetrische PSTs eine Ausgangsspannung mit verändertem Phasenwin-
kel und veränderter Spannungsamplitude, während symmetrische PSTs den Phasenwinkel bei 
gleichbleibender Spannungsamplitude anpassen. Insgesamt bieten indirekte PSTs ein einfacheres 
modulares Design, verbunden mit höheren Kosten, gegenüber direkten PSTs. Weiterhin sind un-
symmetrische PSTs in der Konstruktion einfacher als symmetrische PSTs [47], [61]. 

 

2.2.2 Hochspannungsgleichstromübertragung 

Ausgehend von den zwei HGÜ-Technologien – der netzgeführten HGÜ (LCC – Line Commu-
tated Converter) und der selbstgeführten HGÜ (VSC – Voltage Source Converter) – wird in dieser 
Arbeit der Schwerpunkt auf die VSC-Technologie gelegt. Auch wenn ab einer bestimmten Lei-
tungslänge mithilfe beider Technologien die Gleichstromübertragung geringere Übertragungsver-
luste aufgrund nicht eintretender dielektrischer Verluste und fehlenden Skin-Effekts verursacht 
als bei gleichem Leistungstransport über AC-Leitungen, weist die VSC-Technologie einige Vor-
teile auf [62]. So benötigt die LCC HGÜ, basierend auf Thyristorschaltelementen, eine aus dem 
AC-System vorgegebene Netzfrequenz, um die Thyristoren vom eingeschalteten Zustand wieder 
in den ausgeschalteten Zustand versetzen zu können. Somit sind LCC HGÜ-Verbindungen nur 
mit einer von außen vorgegebenen Frequenz schwarzstartfähig, während VSC HGÜs auf diese 
verzichten können. Hier ermöglicht die Verwendung von Transistorschaltern, die ein- und ausge-
schaltet werden können, eine wunschgemäße Einstellung der DC-Spannung, so dass der Anteil 
harmonischer Oberschwingungen und somit die Anzahl der Filterkreise deutlich reduziert werden 
können. Weiterhin sind eine DC-Leistungsflussumkehr ohne DC-Spannungsumkehr sowie die 
Bereitstellung von Blindleistung unabhängig von der Wirkleistung möglich [63], [64].  

Aufgrund der genannten Vorteile wird im Netzentwicklungsplan ebenso die Etablierung von 
VSC-basierten HGÜ-Systemen in Deutschland geplant [62]. Die Gleich- und Wechselrichter an 
den Kopfstationen der geplanten HGÜ-Verbindungen wandeln die eingehende Spannung von AC 
zu DC oder von DC zu AC um. Die Umwandlung erfolgt mithilfe der bereits erwähnten IGBTs, 
mit deren Hilfe sich durch häufiges Ein- und Ausschalten die gewünschte Spannungsform mo-
dellieren lässt. Die Steuerung der IGBTs erfolgt durch PWM und wird mit steigender Anzahl an 
verwendeten IGBTs komplexer. Gleichzeitig wird aber auch der entstehende Oberwellengehalt 
reduziert. Häufig eingesetzte Schaltungen sind vor allem Zweipunktumrichter (Two Level Con-
verter), Dreipunktumrichter (Three Level Converter) und Modulare Multilevel Spannungsum-
richter (MMC VSC – Modular Multilevel Converter VSC) [65]. Insbesondere eine MMC VSC 
benötigt teils mehrere hunderte in Reihe geschaltete IGBTs, wie in Abb. 2.9 durch die Submodule 
(SM) schematisch angedeutet wird [63].  
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Abb. 2.9: Schematischer Aufbau eines MMC VSCs [63] 

Diese effektive Steuerung der DC-Wirkleistungsflüsse über die HGÜ-Verbindungen hat gleich-
zeitig auch einen Einfluss auf die AC-Wirkleistungsflüsse im an den Umrichterknoten angren-
zenden AC-Netz. So führt beispielsweise eine vermehrte Wirkleistungseinspeisung aus der DC-
Verbindung in das AC-Netz zu erhöhten Wirkleistungsflüssen in den naheliegenden AC-Leitun-
gen. 

2.3 Leistungsflussarten und Einfluss der PFCDs auf den Wirkleistungs-
fluss 

Neben der Einteilung in Wirk- und Blindleistungsflüsse können Leistungsflüsse weiterhin einge-
teilt werden in [66]: 

• geplante Leistungsflüsse (Scheduled Flows) 
• physikalische Leistungsflüsse (Physical Flows) 
• ungeplante Leistungsflüsse (Unscheduled Flows) 
• Kreisflüsse (Loop Flows) 
• Transit-Leistungsflüsse (Transit Flows) 

Geplante Leistungsflüsse sind die berechneten Leistungsflüsse für einen zukünftigen Zeitpunkt, 
die aufgrund von Markttätigkeiten und prognostizierten Einspeise- und Lastdaten zu erwarten 
sind. Dies ist in Abb. 2.10 a) durch den schwarzen Pfeil dargestellt. Die physikalischen Leistungs-
flüsse stellen dann die tatsächlichen und messbaren Leistungsflüsse im Energienetz dar (siehe 
Abb. 2.10 b)). Dabei kommt es im Onlinebetrieb oft zu Abweichungen zwischen den geplanten 
und physikalischen Leistungsflüssen. Diese Abweichungen stellen die ungeplanten Leistungs-
flüsse dar und sind in Abb. 2.10 c) dargestellt. Loop Flows werden dagegen ungeplante Leis-
tungsflüsse in externen Regelzonen genannt, die durch geplante Leistungsflüsse innerhalb einer 
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Regelzone entstehen. Dementsprechend sind die in Abb. 2.10 d) veranschaulichten Leistungs-
flüsse durch B1 und B2 Loop Flows, die aufgrund des geplanten Leistungsflusses in A hervorge-
rufen werden. Die letztgenannten Transit-Leistungsflüsse sind ungeplante Leistungsflüsse durch 
zwei oder mehrere Regelzonen (RZ), die aufgrund geplanter Leistungsflüsse zwischen zwei be-
nachbarten RZ auftreten. Dies ist in Abb. 2.10 e) visualisiert, wo Transit-Leistungsflüsse durch 
B1, aufgrund der geplanten Leistungsflüsse zwischen A und B2, stattfinden [66]. 

 

Abb. 2.10: Leistungsflussarten, in Anlehnung an [66], [67] 

Darüber hinaus werden in [67] Closed Loop Flows (zirkulierende Kreisflüsse) genannt, die sich 
durch im Kreis fließende physikalische Leistungsflüsse charakterisieren lassen. Diese Leistungs-
flüsse treten nur bei der Integration von Serienspannungsquellen, wie zum Beispiel PSTs, auf. 
Die Pfade der zirkulierenden Leistungsflüsse sind unabhängig von der Regelzonenzugehörigkeit 
der Netzknoten und können auch regelzonenübergreifend auftreten. Weiterhin existieren bei 
Closed Loop Flows innerhalb der zirkulierenden Kreisflüsse keine Netzknoten, die nur Quelle 
oder Senke sind (siehe Abb. 2.11). Vielmehr sind an die beteiligten Netzknoten Leitungen mit 
sowohl hinein- als auch hinausfließender Wirkleistung angeschlossen. 

 

Abb. 2.11: Closed Loop Flows – zirkulierende Kreisflüsse 

Der sich überlagernde Einfluss von PSTs und HGÜ-Verbindungen auf die genannten Leistungs-
flussarten kann weiträumig und sowohl positiv als auch negativ sein, da diese PFCDs den 
Wirkleistungsfluss in benachbarten Netzen verändern und meist mehrere Regelzonen miteinander 
verbinden. Erfolgt keine Koordinierung der PFCDs zwischen verschiedenen ÜNBs, kann es zur 
ineffizienten Nutzung des Netzes kommen. Beispielhaft sind in Abb. 2.12 verschiedene Probleme 
abgebildet, die beim Einsatz von PFCDs auftreten können. 
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Abb. 2.12: Beispiel Koordinierungsprobleme PFCDs, in Anlehnung an [48] 

Fall 1 zeigt ein Netz bestehend aus vier RZ mit der Einspeisung in C und der Last in A. Die zwei 
gleichmäßig ausgelasteten Leitungen von C zu A führen durch B und D. 

Im Fall 2 wird in B ein PST integriert und 30 % des Leistungsflusses aus B wird in D verlagert. 
Dieser Fall ist vorteilhaft für den ÜNB B, weil die Leitung in seiner RZ weniger belastet ist. In D 
steigt dagegen die Leitungsauslastung und Überlastungen können auftreten.  

Fall 3 zeigt ein Beispiel, in dem der ÜNB C sein Netz optimiert, ohne die benachbarten RZ zu 
berücksichtigen. In diesem Fall wird der PST so eingestellt, dass Leistung von A zurück zu C 
transportiert wird. Dieser unerwünschte zirkulierende Kreisfluss fließt über die Leitung durch D 
und belastet diese unnötigerweise zusätzlich. 

Um dem entgegenzuwirken, könnte der ÜNB D in Fall 4 ebenfalls ein PST in seiner RZ installie-
ren und beide Leitungen wären wieder zu 50 % gleichmäßig ausgelastet. Diese Situation führt 
allerdings zu zwei unrentablen Investitionen, zu höheren Netzverlusten und einer geringeren Sys-
temsicherheit [48], weshalb solch eine Kombination in der Realität nicht umgesetzt werden sollte. 
Auftreten kann dieser Fall aber, wenn zum Beispiel mehrere Leitungen ausfallen und sich dadurch 
zwei PSTs in einer Masche befinden. 

2.4 Aktuelle Betriebsweisen von PSTs und HGÜs 
Aktuell werden die im europäischen Verbundnetz integrierten PSTs (siehe Abb. 1.1) nach ver-
schiedenen Betriebsverfahren betrieben. Diese Verfahren reichen von dezentral über regional bis 
zu bilateral koordinierten Betriebsweisen. Am häufigsten sind die folgenden Betriebsverfahren: 

• PST-Neutralposition 
• kreisflussbasierter Betrieb 
• Gewährleistung der (n-1)-Sicherheit, Wiederherstellung nach Störung 
• Umverteilung der grenzüberschreitenden Wirkleistungsflüsse 
• Optimierung/Gewährleistung der Transportkapazitäten 

Beim PST-Betriebsverfahren „PST-Neutralposition“ wird der Laststufenschalter des PSTs in der 
neutralen Stufenstellerposition belassen, so dass der natürliche physikalische Wirkleistungsfluss 
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vorherrscht. Eine Anpassung der Stufenstellerposition erfolgt nur bei der Verletzung von oberen 
oder unteren Wirkleistungsflussgrenzen. 

Der kreisflussbasierte Betrieb wird bei den PSTs in der belgischen und niederländischen Regel-
zone verwendet, die sehr von Transitflüssen betroffen sind. Ausgehend von der PST-Neutralstel-
lung erfolgt eine Anpassung der PSTs, wenn die geplanten Leistungsflüsse und eine zusätzliche 
Kreisfluss-Marge von 1.000 bis 1.200 MW überschritten werden [68].  

Die Gewährleistung der (n-1)-Sicherheit als PST-Betriebsverfahren soll sicherstellen, dass die 
eingestellte PST-Stufenstellerposition und die daraus resultierenden Wirkleistungsflüsse bei ei-
nem Ausfall eines Betriebsmittels zu keiner Überlastung anderer Betriebsmittel (insbesondere der 
Interkonnektoren) führen. Im Falle einer Störung werden die PST-Stufenstellungen entsprechend 
angepasst, um die (n-1)-Sicherheit erneut zu gewährleisten. 

Bei der Umverteilung der Leistungsflüsse erfolgt eine Einstellung der PST-Stufenstellerposition, 
so dass die Wirkleistungsflüsse gleichmäßiger zwischen stärker belasteten und weniger belasteten 
Leitungen verteilt werden. 

Das PST-Betriebsverfahren „Optimierung/Gewährleistung der Transportkapazitäten“ hat zum 
Ziel, die physikalischen Wirkleitungsflüsse den kommerziell vermarkteten Wirkleistungsflüssen 
anzugleichen.  

Ebenso sind auch mehrere Betriebsführungsverfahren an einem PSTs umsetzbar (siehe Tab. 2.3). 
Diese sind dann je nach Priorität von P1 (hoch) bis P3 (gering) gewichtet, wobei auch zwei Be-
triebsführungsverfahren gleich priorisiert sein können [68]. 

Tab. 2.3: Angewandte PST-Betriebsführungsverfahren in Europa, in Anlehnung an [68] 

Betriebsführungsver-
fahren 
 
 
 
Land         UW 

PST-
Neutral-
position 

Kreisfluss-
basierter 
Betrieb 

Gewährleistung 
der  
(n-1)-Sicher-
heit, Wiederher-
stellung nach 
Störung 

Umvertei-
lung der 
Leistungs-
flüsse 

Optimie-
rung/Ge-
währleistung 
der Trans-
portkapazitä-
ten 

F-I La Praz   P1 P2 P1 
I-F Rondissone   P1 P2 P1 
I-F Camporosso   P2 P1 P3 
I-CH Tirano   P2  P1 
I-SL Padriciano   P1 P2  
SL-I Divaca   P1 P2 P1 
AT-I Lienz P1  P2   
DE-NL Gronau   P1  P2 
NL-DE Meeden/ 

Diele   P1  P2 

BE-NL Zandvliet/ 
VanEyck  P2    

I Foggia   P2 P1  
AT Ternitz, 

Ernsthofen, 
Tauern 

P1     

F-ES Pragnères   P1  P2 
PT Falagueira, 

Pedralva   P1  P2 
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Die HGÜ-Technologie wird in Europa zurzeit hauptsächlich zur Kopplung asynchroner Netze 
(zum Beispiel Großbritannien mit Kontinentaleuropa) sowie zur Anbindung von Offshore-Wind-
parks (zum Beispiel in Nord- und Ostsee) eingesetzt. Bei Offshore-Windpark-Anbindungen 
ergibt sich die Höhe des Wirkleistungstransportes gemäß dem Master-Slave-Prinzip, ausgehend 
von der Einspeiseleistung der Windkraftanlagen. Bei den HGÜ-Kopplungen erfolgt der Wirkleis-
tungstransport gemäß den verauktionierten Übertragungskapazitäten. 

Bezugnehmend auf die HGÜ-Technologie, die in einem vermaschten, synchronen AC-Netz ein-
gebettet ist, trifft dies in Europa auf das realisierte Projekt INELFE (INterconexión ELéctrica 
Francia-España) zu. Bei diesem Projekt wurde eine DC-Verbindung zwischen Spanien und 
Frankreich parallel zu vier AC-Interkonnektoren installiert und 2015 in Betrieb genommen [69]. 
Die verwendeten Betriebsverfahren weisen die folgenden Schwerpunkte auf: 

• Übertragung von Wirkleistung 
• Bereitstellung von Blindleistung im AC-Netz und Spannungsstützung 
• Verbesserung der Netzdynamik 

Da die Höhe der zu übertragenden Wirkleistungen bei der HGÜ-Technologie frei eingestellt wer-
den kann, existieren mehrere Möglichkeiten, die Netzbetriebsweise „Wirkleistungsübertragung“ 
vorzunehmen. Dies kann zum Beispiel ein festgelegter Sollwert zur Wirkleistungsübertragung 
sein. Weiterhin ist es möglich, das Verhalten einer AC-Leitung zu emulieren, wobei die zwischen 
beiden Ländern ausgetauschte Wirkleistung gemäß einem Faktor zwischen der HGÜ und den 
parallel verlaufenden AC-Leitungen aufgeteilt wird. Dieser Faktor wird im Rahmen einer Opti-
mierung zur Minimierung der Übertragungsverluste ermittelt. Weiterhin ist es möglich, die HGÜ-
Sollwerte anzupassen, wenn eine der parallel verlaufenden AC-Verbindungen ausfällt bzw. eine 
Störung im AC-Netz nahe der HGÜ-VSCs stattfindet [15]. 

Durch die unabhängige Bereitstellung von induktiver oder kapazitiver Blindleistung an den HGÜ-
VSCs ist es möglich, im AC-Netz vorhandene kapazitive oder induktive Blindleistung zu kom-
pensieren und somit eine Verringerung der Netzbelastung zu erreichen. Dies wiederum steigert 
die Höhe des möglichen Wirkleistungstransportes im AC-Netz bei gleichbleibendem Betriebs-
mitteleinsatz. Weiterhin kann durch das Bereitstellen von Blindleistung die lokale Spannung im 
Kurzschlussfall gestützt und ein Abfall unterhalb der Spannungstoleranzen vermieden werden 
[70]. 

Die HGÜ-VSC-Netzbetriebsweise zur Verbesserung der Netzdynamik enthält Maßnahmen zum 
Dämpfen von Power Oscillations, Sollwertanpassungen im Falle großer Störungen sowie Maß-
nahmen zur Stützung der Netzfrequenz [15]. 

Praktische Beispiele zum Betrieb von in stark vermaschten AC-Netzen eingebetteten HGÜ-Ver-
bindungen, wie sie in Deutschland geplant sind, existieren in Europa nicht. 

 

2.5 Analyse bestehender Ansätze 
Bezüglich der Optimierung von Wirkleistungsflüssen mithilfe von PSTs und HGÜ-VSCs wurden 
in der Vergangenheit bereits einige Forschungsarbeiten durchgeführt und deren Ergebnisse ver-
öffentlicht. Nachfolgend werden einige dieser Arbeiten erläutert. 
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Arbeiten zu PSTs 

In [48] werden von van Hertem verschiedene PFCDs vorgestellt sowie deren Einsatzgebiete und 
die Notwendigkeit einer Koordinierung erläutert. Weiterhin erfolgt die Vorstellung verschiedener 
PST-Betriebsstrategien. Eine Optimierung von PSTs in den Beneluxstaaten wird anhand einer 
Verlustminimierung sowie der Maximierung der Total Transfer Capacity (TTC) zwischen diesen 
Staaten vorgenommen. Die mehrdimensionale Optimierung wird mithilfe der MATLAB Opti-
mization Toolbox und der Funktion fmincon (beinhaltet die Lösungsmethode Nonlinear Program-
ming zum Lösen nicht-linearer Optimierungsprobleme) durchgeführt. In der Arbeit erfolgt wei-
terhin eine ausführliche Betrachtung der DC-Leistungsflussberechnung. Ob dieses Verfahren für 
die Optimierung verwendet wurde, ist nicht erwähnt. Zumindest die Optimierung der Übertra-
gungsverluste muss mit der AC-Leistungsflussberechnung (Newton-Raphson-Verfahren) durch-
geführt worden sein.  

Die Arbeit [44] von Verboomen beschäftigt sich ebenfalls mit der Optimierung von Übertra-
gungsnetzen mithilfe von PSTs. Zur Maximierung der TTC als alleiniger Zielfunktion werden als 
Optimierungsalgorithmus die Monte-Carlo-Simulation, die Partikelschwarmoptimierung, die 
Methode der kleinsten Quadrate sowie die Power Transfer Distribution Factors (PTDF) verwen-
det. Alle diese Optimierungen werden mit der vereinfachten DC-Leistungsflussberechnung sowie 
als Vorausberechnung (Day-Ahead) durchgeführt. Auch eine DC-Leistungsflussberechnung zur 
Einschränkung des Lösungsraumes für eine anschließende AC-Leistungsflussberechnung wird 
verwendet. 

Im Rahmen des Projektes „REALISEGRID“ [11] aus dem von der EU geförderten „Seventh 
Framework Programme“ werden von Häger, Schwippe und Görner aktuelle Koordinierungsme-
thoden von PFCDs (im Speziellen: PSTs) beleuchtet [44], [57], [71]. Weiterhin wird eine Koor-
dinierungsmethode für PSTs basierend auf einem Multi-Agentensystem vorgestellt. Dabei wer-
den alle Betriebsmittel mit aktiven und passiven Agenten versehen, die als autonome intelligente 
Systeme auf der Betriebsmittelebene Informationen versenden und empfangen können. Diese In-
formationen werden von Agent zu Agent verschickt, ergänzt um die eigenen Statusinformationen. 
Auf Grundlage der ankommenden Informationen entscheiden die PFCDs dann eigenständig, ob 
Anpassungsmaßnahmen vorzunehmen sind [11]. Somit ist nach einem Fehlereintritt eine dezent-
rale, schnelle und korrektive Anpassung der PFCDs mithilfe von Sensitivitätsfaktoren möglich, 
ohne ein Wissen über den globalen Systemzustand zu haben. Nachteilig daran ist, dass jedes Be-
triebsmittel mit Agenten und der entsprechenden Messtechnik (zum Beispiel PMUs) auszustatten 
ist. 

Die Arbeit [57] von Hug-Glanzmann präsentiert eine Koordinierungsmethode von FACTS-Ele-
menten mit dem Ziel, die Erhaltung der (n-1)-Sicherheit zu gewährleisten. Unter anderem wird 
ein OPF-Problem für PSTs mit einer mehrdimensionalen Zielfunktion (Spannungshaltung, Ver-
meidung von Leitungsüberlastung, Minimierung der Übertragungsverluste) formuliert. Mithilfe 
von Sensitivitätsanalysen werden die Einflussbereiche der FACTS-Elemente bestimmt, um das 
OPF-Problem einzugrenzen. Dazu wird auch eine Strominjektionsmethode entworfen, um bei der 
Bestimmung der (n-1)-Sicherheit und der Simulation der entsprechenden Leitungsausfälle eine 
auf den Einflussbereich eingegrenzte Leistungsflussberechnung durchführen zu können. Werden 
mehrere PFCDs optimiert, erfolgt mithilfe der Dekomposition eine Aufteilung des OPF-Problems 
auf Teilprobleme [57]. 



Stand der Wissenschaft und Technik  25 

In [71] wird von Marinakis, Glavic, und van Cutsem eine Methode zur Minimierung ungeplanter 
Wirkleistungsflüsse mithilfe von PSTs entworfen. Ziel ist es, die Übertragungsverluste sowie die 
PST-Winkeländerung nach Fehlereintritt zu minimieren. Zur Verringerung des Problems wird es 
auf Teilprobleme dekomponiert. Anschließend erfolgt die Berechnung von pre- und post-Stö-
rungs-PST-Arbeitspunkten, bei Anwendung der vereinfachten DC-Leistungsflussberechnung.  

Arbeiten zu PST und HGÜ 

Das Projekt „Twenties – Transmitting Wind“ untersucht die Maximierung und bessere Integration 
von Windeinspeisung mithilfe des koordinierten Netzbetriebs von PSTs und HGÜ-Umrichtern. 
Dazu werden die Daten aus dem DACF-Prozess zur Vorausberechnung der PFCD-Sollwerte her-
angezogen, um eine präventive (n-1)-Sicherheit herzustellen [72]. Der von Guha Thakurta einge-
setzte DC-OPF verwendet einen risikobasierten und deterministischen Algorithmus zur Berück-
sichtigung von Unsicherheiten [73]. Das probabilistische Vorgehen wird gewählt, da aufgrund 
der steigenden Anzahl an erneuerbare Energie Anlagen eine deterministische Berechnung in Zu-
kunft nicht mehr als ausreichend angesehen wird. 

In [74] werden von Castaing korrektive Maßnahmen zur Arbeitspunktanpassung von PSTs und 
HGÜ-VSCs vorgestellt, die eine Reaktion auf sich ändernde Wirkleistungsflüsse darstellen. Ziel 
ist es, vor allem durch korrektive Maßnahmen die Sicherheitsmarge zur maximalen Leitungsbe-
lastung zu erhöhen. Ebenso werden sowohl die Maximierung von Transferkapazitäten als auch 
die Minimierung von Redispatch-Maßnahmen im Rahmen von Simulationen erfolgreich vali-
diert. Die Lösung der Optimierungen wird mit dem Mixed Integer Linear Programming vorge-
nommen, wobei die Leistungsflussberechnung auf den Vereinfachungen der DC-Leistungsfluss-
berechnung beruht. 

Arbeiten zu HGÜ 

Die Winkelgradientenmethode von Marten aus [75] ist ein lokales Onlineverfahren zur korrekti-
ven Anpassung der HGÜ-VSC-Arbeitspunkte bei Identifikation von ungeplanten AC-Wirkleis-
tungsflussänderungen. Dazu werden alle VSC-Knoten zur Knotenspannungswinkelmessung mit 
Phasor Measurement Units (PMU) ausgestattet. Mithilfe der vereinfachten Wirkleistungsflussbe-
rechnung (siehe Gleichung (2.1)) kann über die Spannungswinkeldifferenz von zwei VSC-Kno-
ten der AC-Wirkleistungsfluss zwischen den beiden Knoten berechnet werden. Wird eine Abwei-
chung zwischen der Soll- und der Ist-Spannungswinkeldifferenz festgestellt, deutet dies auf un-
geplante Wirkleistungsflüsse im AC-Netz hin. Diese werden entsprechend eines Aufteilungsfak-
tors auf das DC- und AC-Netz aufgeteilt, so dass das AC-Netz entlastet wird. Darüber hinaus 
schlägt Marten in [76] die Minimierung von Übertragungsverlusten und Nebenbedingungsverlet-
zungen mithilfe der Differential Evolution im Rahmen der Netzbetriebsplanung vor. 

Die Arbeit [77] von Renner befasst sich mit der Interaktion zwischen DC- und AC-Netzen, wobei 
neue Betriebsverfahren zur Erhöhung der Netzsicherheitsmargen entworfen werden, die insbe-
sondere die DC-Netze an der Erbringung von Systemdienstleistungen beteiligen. Dies bezieht 
sich weiterhin auf die korrektive Anpassung von HGÜ-VSCs nach dem Auftreten von Störungen 
im elektrischen Netz. 

Nachfolgende Tab. 2.4 stellt die einzelnen Eigenschaften der vorgestellten Veröffentlichungen 
zur Optimierung von PST- und HGÜ-VSC-Arbeitspunkten dar.  
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Tab. 2.4: Vergleich bekannter Methoden zur Optimierung von PST- und HGÜ-Arbeits-
punkten 
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Die vorangestellte Auflistung zeigt, dass bereits eine Vielzahl von Lösungsansätzen zur Bestim-
mung der optimalen PST- und HGÜ-VSC-Arbeitspunkte existiert. Dabei sind einige Methoden 
zur Zielerreichung besser geeignet als andere. So wird unter anderem in den Arbeiten [11], [44], 
[71], [73], [74] aus Vereinfachungsgründen und zur Minimierung der Rechenzeit die lineare DC-
Leistungsflussberechnung verwendet. Sich daraus ergebende Ungenauigkeiten in den Leistungs-
flüssen können durch die Verwendung der AC-Leistungsflussberechnung, wie bei [48] und [57], 
vermieden werden. 

Weiterhin beschäftigt sich eine Vielzahl der Veröffentlichungen mit der Optimierung der PFCD-
Arbeitspunkte für einen einzelnen Zeitbereich des Netzbetriebs und beinhaltet somit entweder 
eine präventive oder korrektive Arbeitspunktbestimmung. Die präventive Optimierung in [44], 
[48], [57], [73] wird vorwiegend in der Netzbetriebsplanung zur Vorausberechnung von optima-
len Arbeitspunkten verwendet, um frühzeitig auf prognostizierte Netzengpässe reagieren zu kön-
nen bzw. die Auswirkungen von eventuellen Störungen zu mindern und die (n-1)-Sicherheit zu 
gewährleisten. Dagegen werden die in [11], [71], [74], [75], [77] vorgestellten korrektiven Ar-
beitspunktänderungen in der Netzbetriebsführung erst nach Eintritt einer Störung vorgenommen. 

Die zur Bestimmung der präventiven und korrektiven Sollwerte verwendeten Optimierungsalgo-
rithmen unterscheiden sich von Publikation zu Publikation und sind an die betreffenden Zeitbe-
reiche des Netzbetriebs angepasst. So werden in den Arbeiten [11], [74], [75], die sich mit der 
korrektiven Optimierung beschäftigen, vor allem schnell konvergierende Algorithmen oder 
schnell zu lösende Gleichungssysteme bzw. Sensitivitätsfaktoren verwendet. Eine Ausnahme bil-
det hierbei die Arbeit [71], die korrektive Arbeitspunkte vorausberechnet und einen SCOPF ver-
wendet. Ebenso werden in den Arbeiten [44], [48], [57], [76] heuristische Optimierungsalgorith-
men zur präventiven Arbeitspunktbestimmung verwendet. Die eingesetzten Methoden sind unter 
anderem Partikelschwarmoptimierung, Differential Evolution und Monte-Carlo-Simulation.  

Die eingesetzten Zielfunktionen setzen sich in [11], [73], [75] aus einem Ziel und in den weiteren 
Arbeiten aus mehreren Zielen (mehrdimensionale Zielfunktion) zusammen. Sehr häufig wird auf 
die Minimierung der Übertragungsverluste sowie die Minimierung von Leitungsbelastungen bzw. 
-überlastungen abgezielt. Weitere verfolgte Ziele sind unter anderem die TTC-Maximierung, die 
Maximierung von Sicherheitsmargen sowie die Minimierung von Arbeitspunktanpassungen. Ge-
mein ist den meisten Methoden, dass für die Optimierung die Kenntnis über alle Netzparameter 
und Leistungsflusssituationen notwendig ist. Ausnahmen bilden hierbei die Onlineverfahren aus 
den Arbeiten [11] und [75]. 

2.6 Zusammenfassung 
Der Netzbetrieb besteht aus den zwei Phasen Netzbetriebsplanung und Netzbetriebsführung, wo-
bei der erste Bestandteil für einen sicheren Netzbetrieb vor allem die detaillierte Planung und 
Vorhersage auftretender Netzzustände und die frühzeitige Beseitigung von Netzengpässen um-
fasst. Die zweite Phase beinhaltet anschließend die Umsetzung der Planung sowie die Reaktion 
auf Veränderungen im Netzbetrieb, wie zum Beispiel Leitungsausfälle. Diesbezüglich besitzen 
die Netzbetreiber eine Vielzahl an geeigneten Maßnahmen, um die Wahrung der Netzsicherheit 
sicherzustellen. Dazu gehören ebenso die enge Abstimmung mit den Netzbetreibern benachbarter 
Regelzonen sowie die Zusammenarbeit mit Netzsicherheitskooperationen, die den ÜNBs einen 
verbesserten Austausch von Informationen bezüglich der Netzzustände ermöglichen. 
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Dieser Austausch von Informationen sowie gemeinsame Netzsicherheitsberechnungen werden in 
Zukunft weiterhin erforderlich sein und wahrscheinlich zunehmen, da vermehrt PFCDs, wie PSTs 
und HGÜ-VSCs, im Übertragungsnetz zum Einsatz kommen. Diese Betriebsmittel erhöhen die 
Freiheitsgrade der Netzbetreiber und somit die Möglichkeiten, auf Engpässe reagieren zu können, 
da sich mit ihnen gezielt Wirkleistungsflüsse auf den Leitungen anpassen lassen. PSTs kommen 
zurzeit vor allem an Interkonnektoren zum Einsatz und dienen der Wirkleistungsflusssteuerung 
zwischen benachbarten Regelzonen sowie der Einhaltung der (n-1)-Sicherheit auf diesen Inter-
konnektoren. Mithilfe von HGÜ-VSC-Verbindungen ist die Schaffung neuer Transportkapazitä-
ten verbunden, die aktuell vor allem zur Anbindung von Offshore-Windparks installiert werden. 
Zukünftig ist in Europa weiterhin die Einbindung von HGÜ-VSC-Verbindungen in stark ver-
maschte AC-Netze geplant. Da die PFCDs aber die Wirkleistungsflüsse über Regelzonen hinweg 
verändern, können gleichzeitig auch negative Auswirkungen auf die Wirkleistungsflüsse in ande-
ren Netzgebieten auftreten. Unter anderem die Begrenzung dieser negativen Wechselwirkungen 
erfordert eine koordinierte Betriebsführung der PFCDs. 

In verschiedenen Arbeiten und Studien werden dazu unterschiedliche OPF-Verfahren zur best-
möglichen Bestimmung von PST- und HGÜ-VSC-Arbeitspunkten untersucht und analysiert. 
Diese Arbeiten unterscheiden sich in:  

• den angewandten Optimierungsalgorithmen (Sensitivitäten, lineare, nichtlineare, heuris-
tische Algorithmen) 

• den definierten Zielfunktionen (ein-, mehrdimensional) 
• den betrachteten Zeitbereichen (Day-Ahead, Intraday, Online) 
• den optimierten PFCDs (PST, HGÜ-VSC) 
• den benutzten Power Flow Methoden (DC-, AC-Leistungsflussberechnung) 
• der untersuchten Koordinierungsmethode (lokal, zentral koordiniert) 

Dabei existiert keine Arbeit, die ein einheitliches Verfahren zur Optimierung von PSTs und HGÜ-
VSCs über die Zeitbereiche des Netzbetriebs (Day-Ahead, Intraday, Online) darstellt. Vielmehr 
stellen die untersuchten Arbeiten zumeist nur Lösungsansätze für einen Zeitbereich vor, so dass 
in den Verfahren entweder präventive oder korrektive PFCD-Anpassungsmaßnahmen bestimmt 
werden. Diesbezüglich wird die präventive Optimierung vorwiegend in der Netzbetriebsplanung 
zur Vorausberechnung von optimalen Arbeitspunkten verwendet, um frühzeitig auf prognosti-
zierte Netzengpässe reagieren zu können bzw. die Auswirkungen von eventuellen Störungen zu 
verringern. Dagegen werden die korrektiven Arbeitspunktänderungen in der Netzbetriebsführung 
erst nach Eintritt einer Störung vorgenommen. Weiterhin unterscheiden sich bestehende Netzbe-
triebsverfahren in den definierten Zielfunktionen. Neben der Minimierung von Übertragungsver-
lusten erfolgt ebenfalls in einigen Veröffentlichungen die Optimierung von Leitungsbelastungen. 
Trotz unterschiedlicher Netzcharakteristiken in den Regelzonen erfolgt keine Verwendung regi-
onal angepasster Zielfunktionen.  
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3 Netzbetriebsverfahren mit PSTs und HGÜ-VSCs 

Die in der Einleitung gezeigten zukünftigen Herausforderungen in der Netzbetriebsführung 
und -planung erfordern ein gesamtheitliches Betriebsverfahren für die wirkleistungsflussbeein-
flussenden Betriebsmittel PST und HGÜ-VSC. Dabei sind an dieses Verfahren verschiedene An-
forderungen zu stellen, die nachfolgend erarbeitet und erläutert werden. Anschließend erfolgen 
eine Vorstellung des entworfenen Verfahrens sowie eine detaillierte Darstellung der einzelnen 
Verfahrensbestandteile. 

3.1 Anforderungsanalyse  
Dieser Abschnitt dient der Definition von Anforderungen an das zu entwerfende Netzbetriebsver-
fahren. Die Anforderungen ergeben sich unter anderem aus den in Abschnitt 2.1 erläuterten etab-
lierten Standards für den Netzbetrieb, aus verankerten technischen sowie gesetzlichen Richtlinien 
als auch aus der erforderlichen Einbindung der PFCDs in den Netzbetrieb. Eine Unterteilung der 
zu erfüllenden Anforderungen ist vor allem in zeitliche, örtlich koordinierende und verfahrens-
spezifische Anforderungen sinnvoll. Die verfahrensspezifischen Anforderungen beinhalten alle 
notwendigen Erfordernisse an die Optimierung der PFCD-Arbeitspunkte (Zielfunktionen, Neben-
bedingungen, Optimierungsalgorithmen) sowie im Bereich Netzleittechnik die Erfassung von 
Messwerten und die Weitergabe von Daten (siehe Abb. 3.1). 

 

Abb. 3.1: Gliederung der erarbeiteten Anforderungen an das Netzbetriebsverfahren 

Insgesamt lassen sich die Anforderungen auch als zu erreichende Ziele des neuen Netzbetriebs-
verfahrens verstehen, wobei das oberste Ziel die Aufrechterhaltung der Systemsicherheit sowie 
die unterbrechungsfreie und dauerhafte Versorgung der Verbraucher mit elektrischer Energie ist 
[78]. Weiterhin soll das Verfahren die effiziente Nutzung des Übertragungsnetzes durch eine Ein-
satzkoordinierung von PSTs und HGÜ-VSCs ermöglichen. Die dafür durchgeführte Bestimmung 
der Arbeitspunkte soll sowohl präventiv im Voraus als auch korrektiv im Falle einer Störung 
erfolgen. Dies bedeutet, dass optimierte Sollwerte für PSTs und HGÜ-VSCs für die verschiede-
nen Zeitpunkte des Netzbetriebs (Day-Ahead, Intraday, Online) zu ermitteln sind. Dementspre-
chend sind, je nach Zielzeitpunkt der Arbeitspunktanpassungsmaßnahme, Optimierungsverfahren 
einzusetzen, die eine konkrete Lösung innerhalb eines festgelegten Zeitintervalls berechnen. Die 
zu verwendenden Zielfunktionen unterscheiden sich je nach Planungszeitpunkt und Dringlichkeit 
der Arbeitspunktanpassung. Die stete Einhaltung von technischen Grenzwerten ist ebenso zu be-
rücksichtigen, um deren Verletzung zu verhindern.  

Optimierung

Zeitbereich Koordinierung

Netzleittechnik

Anforderungen
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Zur Vermeidung von negativen Wechselwirkungen zwischen den zu optimierenden PFCDs sind 
weiterhin Anpassungsmaßnahmen koordiniert auszuführen. Dabei soll ein zuverlässiges Verfah-
ren entstehen, welches auch bei einem Ausfall der Netzleittechnik einen sicheren Netzbetrieb 
ermöglicht bzw. die Netzsicherheit gewährleistet. 

Weiterhin ist das Betriebsverfahren dermaßen zu konzipieren, dass es als modulare Ergänzung 
für eine Integration in bestehende leittechnische Strukturen sowie bestehende Höhere Entschei-
dungs- und Optimierungsfunktionen (HEOs) geeignet ist.  

Sowohl die Umsetzung der vorausberechneten Sollwertvorgaben als auch die Aktivierung kor-
rektiver Arbeitspunktanpassungen nach einer Störung sollen die Wahrung der Netzsicherheit ge-
währleisten. Im Rahmen dieser Arbeit wird eine ungeplante Änderung der Wirkleistungsflüsse 
als Störung verstanden. Diese ungeplanten Wirkleistungsflussänderungen ergeben sich aus der 
Abweichung zwischen den geplanten, prognostizierten und realen, physikalischen Wirkleistungs-
flüssen. Ursachen für diese Abweichungen können unter anderem Betriebsmittelausfälle sowie 
Prognosefehler sein. Eine genaue Erläuterung erfolgt im späteren Verlauf in Abschnitt 3.4.1. 

Weiterhin ist die Einstellung der Betriebsmittelsollwerte selbst als Störung des stationären Zu-
standes anzusehen. Definitionsgemäß ist das elektrische Energiesystem für eine gegebene Stö-
rung – hier die Änderung der Betriebsmittelsollwerte – im stationären Betrieb stabil, wenn es 
nach einer endlichen Zeit in eine statisch stabile Lage zurückkehrt [49]. Im Rahmen des Netzbe-
triebsverfahrens ist zu gewährleisten, dass die Arbeitspunktanpassung zu einem stabilen Netzzu-
stand führt. 

Nachfolgend sind die allgemeinen Anforderungen zusammenfassend aufgelistet: 

• Nutzung der Stellmöglichkeiten im Übertragungsnetz 
• Bereitstellung von Sollwerten für PST und HGÜ-VSC für die Zeitbereiche Day-Ahead, 

Intraday und Online 
• Bereitstellung von Sollwerten für PST und HGÜ-VSC nach einer Störung 
• Bestimmung der Sollwerte innerhalb festgelegter Zeitintervalle 
• modulare Ergänzung zu bestehenden HEOs 
• zuverlässige Funktionsweise bei Ausfall der Netzleittechnik 
• Überführen des Netzes in einen zulässigen Betriebszustand mithilfe der Arbeitspunktan-

passungen 

 

3.1.1 Anforderungen bzgl. der verschiedenen Netzbetriebszeitbereiche 

Neben den zuvor genannten allgemeinen Anforderungen ergeben sich, je nach betrachtetem Zeit-
bereich, spezielle Anforderungen an das Netzbetriebsverfahren. Wie in Abschnitt 2.1.3 gezeigt, 
unterteilt sich der Netzbetrieb in Planung und Führung im Onlinebetrieb.  

Die Prognosedaten für Einspeisung und Last im DACF-Planungsprozess haben momentan eine 
zeitliche Auflösung von 15 bis 60 Minuten [25], da in diesem Intervall Datensätze bereitgestellt 
werden (siehe Abb. 3.2). Aufgrund der Zeitspanne von teilweise mehr als 24 Stunden bis zur 
tatsächlichen Einstellung der Sollwerte ist eine Berechnungsdauer von mehreren Stunden zuläs-
sig. Diese große Zeitspanne ermöglicht die regelzonenübergreifende Zusammenführung verschie-
dener zur Optimierung notwendiger Daten von unterschiedlichsten Quellen und einer Vielzahl an 
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ÜNBs. Neben der Wahrung der Netzsicherheit ist es weiterhin möglich, weitere Zielfunktionen, 
wie zum Beispiel die Minimierung von Leitungsbelastungen, in das OPF-Verfahren zu integrie-
ren.  

Für den IDCF-Prozess ergeben sich ähnliche Anforderungen, mit dem Unterschied, dass sich die 
Intervalle der Inputdaten auf 5 bis 15 Minuten mit einer Vorlaufzeit von mindestens einer Stunde 
verkürzen (siehe Abb. 3.2). Dementsprechend darf die OPF-Berechnung eine Maximaldauer von 
einer Stunde nicht überschreiten.  

Im Onlinebetrieb erfolgen das Monitoring der aktuellen Netzsituation mithilfe von gemessenen 
und geschätzten Netzparametern und die Durchführung der im DACF- und IDCF-Prozess geplan-
ten Maßnahmen. Wird eine Abweichung vom Sollzustand bzw. eine Verletzung von Netzrestrik-
tionen festgestellt, ist eine Reaktion auf die ermittelten Zustände innerhalb von Sekunden vorzu-
nehmen. Aufgrund dessen soll im Rahmen des Verfahrens im Onlinebetrieb auf einen regelzo-
nenübergreifenden, zeit- und kommunikationsintensiven Optimierungsansatz verzichtet und auf 
lokale Anpassungsmaßnahmen zurückgegriffen werden. Diese lokalen Anpassungsmaßnahmen 
berücksichtigen somit in der Optimierung nur wenige benachbarte Leitungen, die aber auch in 
verschiedenen RZ liegen können. 

 

Abb. 3.2: Auflösung der Netzdaten für die verschiedenen Zeitbereiche im Netzbetrieb 

Es ist zu beachten, dass es bei den Methoden sowie deren Zielen für die verschiedenen Zeitberei-
che zu keinen Zielkonflikten kommt. Die Verfahrensanforderungen für die genannten Zeitberei-
che sind in Tab. 3.1 übersichtlich dargestellt. 

Tab. 3.1: Verfahrensanforderungen für verschiedene Zeitbereiche 

Zeitbereich DACF IDCF Online 

Optimierungsintervall 15 bis 60 min 5 bis 15 min permanent bei Bedarf 

Maximale Dauer der 
Optimierung 

mehrere Stunden eine Stunde wenige Sekunden 

Hauptoptimierungs-
ziel Wahrung der Netzsicherheit 

Weitere Ziele vorgesehen vorgesehen keine 

Betrachtungsumfang Berücksichtigung al-
ler Leitungen in meh-
reren RZ  

Berücksichtigung al-
ler Leitungen in meh-
reren RZ  

Berücksichtigung ei-
ner geringen Anzahl 
an lokalen Leitungen  
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Zusammenfassend sollen die Methoden den folgenden Vorgaben genügen: 

• Bestimmung vorausberechneter PST- und HGÜ-VSC-Sollwerte mit regelzonenübergrei-
fenden und mehrdimensionalen Zielfunktionen

• Berechnung korrigierter PST- und HGÜ-VSC-Sollwerte mit lokalen Zielfunktionen wäh-
rend des Onlinebetriebs

• Wahrung der Netzsicherheit mithilfe der berechneten und durchgeführten Anpassungs-
maßnahmen

• Vermeidung von Zielkonflikten

3.1.2 Anforderungen bzgl. der Zielfunktionen, Nebenbedingungen und Optimie-
rungsverfahren 

Aus den vorgenannten Anforderungen ergeben sich ebenfalls spezielle Anforderungen an die Op-
timierungsalgorithmen. So muss die Optimierung verschieden kombinierter Teilziele zu einer 
mehrdimensionalen Zielfunktion möglich und von dem gewählten Verfahren zu lösen sein. Mehr-
dimensionale Zielfunktionen besitzen den Vorteil, dass verschiedene Gruppen von Betriebsmit-
teln mit unterschiedlichen Zielstellungen in der Optimierung Berücksichtigung finden. So kann 
vermieden werden, dass das Beheben einer kritischen Situation in einem Netzgebiet eine kritische 
Situation in einem anderen Netzgebiet erzeugt bzw. verschärft. Eine nicht zu vernachlässigende 
Rolle spielt die Gewichtung der einzelnen Teilziele, die entsprechend zielgerichtet vorzunehmen 
ist.  

Das entworfene Verfahren soll weiterhin marktorientierte, technikorientierte sowie die Kombina-
tion von markt- und technikorientierten Zielfunktionen berücksichtigen können. Bei dem markt-
orientierten Ansatz wird eine Zielfunktion nach wirtschaftlichen und marktorientierten Gesichts-
punkten abgeleitet. Als Kriterium kann beispielsweise die Sicherstellung von vermarkteten Trans-
portkapazitäten gewählt werden. Anzumerken ist, dass die Marktteilnehmer in Europa nicht direkt 
grenzüberschreitende Transportkapazitäten erwerben können. Im Rahmen von Market Coupling 
geben sie ihre Gebote für Strom an den jeweiligen Spotenergiebörsen ab und diese nutzen an-
schließend von den ÜNBs gemeldete freie Transportkapazitäten zur Minimierung von Preisun-
terschieden zwischen verschiedenen Marktgebieten [79], [80]. 

Bei dem technikorientierten Ansatz stehen dagegen bei der Betriebsführung der zu optimierenden 
Betriebsmittel rein technische Gesichtspunkte im Fokus. Zu nennen sind zum Beispiel die Mini-
mierung der Gesamtverluste oder die Wahrung der Netzsicherheit. Als weitere mögliche Zielset-
zung kombiniert der gemischte Ansatz bei der Optimierung der PST- und HGÜ-VSC-Sollwerte 
sowohl technische als auch marktbasierte Ziele. Ein Beispiel ist das Auktionieren von Transport-
kapazitäten über die HGÜ-Verbindungen bis zu einem gewissen Grenzwert, der unterhalb der 
maximalen Transportkapazität liegt. Der Bereich bis zur maximalen Transportkapazität dient 
dann als Puffer zur Optimierung des technischen Netzzustandes [81]. Im Rahmen der Arbeit wer-
den schwerpunktmäßig technikorientierte Zielsetzungen bei der Optimierung der Betriebsmittel-
sollwerte berücksichtigt. 
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Entsprechend dem Vorhaben, Sollwerte für PFCDs zu bestimmen, sind auch die Begrenzungen 
der Betriebsmittel zu berücksichtigen. Dies schließt systembedingte, technische und marktwirt-
schaftliche Restriktionen ein, die ein Betriebsmittel aufgrund seiner Eigenschaften oder aufgrund 
von Vorgaben nicht überschreiten darf bzw. erreichen kann.  

Zu den technischen Begrenzungen zählen unter anderem Spannungs-, Strom-, Wirkleistungs- und 
Blindleistungsgrenzwerte. Weiterhin sind thermische und mechanische Grenzwerte, die Durch-
schlagsfestigkeit der Isolierstoffe [82] sowie das Energiegleichgewicht zu beachten. Das Ener-
giegleichgewicht beschreibt sowohl im AC- als auch im DC-Netz die Übereinstimmung von Er-
zeugung und Verbrauch.  

Zu den regulatorischen/energiewirtschaftlichen Begrenzungen zählen zum Beispiel die Vorhal-
tung von vermarkteten Transportkapazitäten oder das zur Vermarktung vorhandene Redispatch-
Potenzial von Kraftwerken. 

Die im Verfahren zu berücksichtigenden Nebenbedingungen sind in Tab. 3.2 definiert. 

Tab. 3.2:  Nebenbedingungen bei der Bestimmung der Betriebsmittel-Sollwerte 

Zu berücksichtigende Nebenbedingungen Nebenbedingungen 

Generator-Wirkleistungslimit, zum Beispiel bei 
Redispatch-Maßnahmen 

min max
G G Gi i iP P P≤ ≤  

Generator-Blindleistungslimit  min max
G G Gi i iQ Q Q≤ ≤  

Limit Spannungsamplitude AC/DC 

min max
i i iU U U≤ ≤  

0,95p.u. 1,05p.u.iU≤ ≤  

SollAC 380kVU =  

SollDC 500kVU = ±  

Auslastung der AC/DC-Leitungen 
max

L Li iS S≤  

max
L Li iI I≤  

AC-Energiegleichgewicht AC in AC out AC VerlusteP P P= +  

DC-Energiegleichgewicht DC in DC out DC VerlusteP P P= +  

PST-Phasenverschiebungslimit min max
i i iα α α≤ ≤  

Umrichter-Wirkleistungslimit min max
U U Ui i iP P P≤ ≤  

Umrichter-Blindleistungslimit min max
U U Ui i iQ Q Q≤ ≤  
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Weiterhin ist von den zu verwendenden Algorithmen ein gutes Konvergenzverhalten bei beliebi-
gen Startwerten der PFCD-Stellvariablen gefordert. Dies beinhaltet ebenso die Anforderung, ein 
globales Optimum in vorgegebener Zeit zu bestimmen und indes die Berechnung lokaler Minima 
als Optimum zu vermeiden. Es ist eine Methode zu verwenden, mit der neben einer kontinuierli-
chen auch eine diskrete Optimierung durchführbar ist. Dies soll die kontinuierlichen Stellmög-
lichkeiten von HGÜ-VSCs sowie die diskreten Stellpotenziale der PSTs mit Laststufenschaltern 
in der Optimierung berücksichtigen. 

Zusammenfassend werden an das OPF-Verfahren folgende Anforderungen gestellt: 

• Berücksichtigung mehrdimensionaler Zielfunktionen 
• zielgerichtete Gewichtung der Teilziele 
• Berücksichtigung nichtlinearer Nebenbedingungen 
• Bestimmung eines globalen Optimums 
• gutes Konvergenzverhalten bei beliebigen Startwerten 
• Optimierung diskreter und kontinuierlicher Stellvariablen 

 

3.1.3 Anforderungen bzgl. der Koordinierung der Betriebsmittel-Sollwerte 
Je nach Betrachtungshorizont kann bei der Berücksichtigung der Zielstellungen im Optimierungs-
prozess neben der gesamtheitlichen Koordinierungsstrategie auch in lokale, regionale und über-
regionale Ansätze unterschieden werden. So werden bei der lokalen Strategie die PFCDs einzig 
zur Erreichung lokaler Optima herangezogen. Dies beinhaltet zum Beispiel die Regelung des 
Wirkleistungsflusses über eine Leitung oder die Beseitigung lokaler Engpässe (siehe Abb. 3.3 a). 
Auch Marktmechanismen können dazu führen, dass die Einspeisung lokal aufgrund langfristiger 
Verträge fest definiert ist, was die Anpassungspotenziale der PFCDs in einem koordinierten Op-
timierungsprozess einschränkt bzw. verhindert. Insgesamt hat eine lokale Strategie den Nachteil, 
dass Informationen über die Netzzustände in den benachbarten Netzbereichen nicht miteinbezo-
gen werden und somit der Einfluss von deren PFCDs unter Umständen nicht hinreichend beachtet 
wird.  

 

Abb. 3.3: Unterscheidung in a) lokale, b) regionale und c) überregionale Koordinierungs-
strategien 

Bei einer regionalen Betriebsmittelkoordinierung ist es möglich alle in einem regional abgegrenz-
ten Netzgebiet vorhandenen PFCDs mit in die Optimierung einzubeziehen (siehe Abb. 3.3 b). Die 
Berücksichtigung von Wechselwirkungen zwischen sich gegenseitig beeinflussenden PFCDs 
kann bei der Anwendung einer überregionalen Koordinierungsstrategie auf weitere PFCDs und 
ein größeres Netzgebiet, bestehend aus mehreren RZ, ausgeweitet werden (siehe Abb. 3.3 c).  
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Aufgrund der Verteilung der wirkleistungsflussbeeinflussenden Betriebsmittel über eine Vielzahl 
an Regelzonen sowie der weitreichenden Wirkung auf die Wirkleistungsflüsse über Ländergren-
zen hinweg ist eine Koordinierungsmethode erforderlich, die die Belange verschiedener Akteure 
im Netzbetrieb (ÜNBs, RSCIs etc.) berücksichtigt. Dementsprechend soll bei dem zu entwerfen-
den Netzbetriebsverfahren ein gesamtheitlicher Optimierungsansatz Anwendung finden, in dem 
alle vorhandenen PFCDs koordiniert und negative Wechselwirkungen zwischen den integrierten 
PFCDs minimiert werden. Dies verhindert, dass Informationen über die Netzzustände in den be-
nachbarten RZ nicht miteinbezogen werden und somit der Einfluss von deren PFCDs unter Um-
ständen nicht hinreichend beachtet wird. Einher geht dies mit einem erhöhten Informations- und 
Datenaustausch sowie einem erhöhten Koordinierungsbedarf zwischen den berücksichtigten 
ÜNBs. Diesbezüglich erfordert dieser Ansatz eine enge und abgestimmte Zusammenarbeit zwi-
schen den ÜNBs sowie einen Konsens über die zu berücksichtigenden Zielstellungen beim Ein-
satz der PFCDs. 

Beispielhaft wird dieser Aufwand bereits von den in Abschnitt 2.1.2 vorgestellten Netzsicher-
heits-Initiativen Coreso und TSC zur Bewältigung regelzonenübergreifender Aufgaben betrieben. 
Dementsprechend soll auch hier die Koordinierung der PFCD-Arbeitspunkte im Rahmen des ent-
worfenen Verfahrens gesamtheitlich von einer zentralen Instanz und nicht selbstständig von den 
ÜNBs vorgenommen werden. Dies impliziert, dass eine Weiterleitung aller notwendigen Infor-
mationen von den ÜNBs an die zentrale Instanz zur Wahrnehmung der PFCD-Koordinierung 
vorauszusetzen ist. Kann oder will einer der beteiligten ÜNBs die geforderten Informationen über 
sein Netz nicht den anderen ÜNBs oder RSCIs zur Verfügung stellen, müssen entsprechende 
Maßnahmen existieren, um eine PFCD-Koordinierung der anderen ÜNBs zu gewährleisten. Die 
Bestimmung der optimalen Arbeitspunkte ist anschließend bei der zentralen Instanz mit geeigne-
ten Optimierungsverfahren durchzuführen.  

Da im Rahmen des entworfenen Netzbetriebsverfahrens die Schaltungshoheit der PFCDs bei den 
ÜNBs bleiben soll, sind die berechneten optimalen Betriebsmittelsollwerte als Empfehlung von 
der zentralen Instanz an die jeweiligen ÜNBs weiterzuleiten. Kann oder will einer der beteiligten 
ÜNBs die optimierten Arbeitspunkte nicht umsetzen, sind ebenfalls Maßnahmen zur Optimierung 
der Wirkleistungsflüsse in den anderen RZ zu hinterlegen. 

Dies beinhaltet auch Ausnahmen von einer zentralen Bestimmung neuer PFCD-Arbeitspunkte, 
wenn aufgrund von ungeplanten Wirkleistungsflussänderungen kurzfristig neue Anpassungsmaß-
nahmen nötig sind. In diesem Fall sind Methoden zur lokalen Anpassung der Arbeitspunkte zu 
entwerfen. 

Zusammenfassend ergeben sich folgende Anforderungen bezüglich der Koordinierungsstrategie: 

• zentrale und gesamtheitliche Optimierung der Arbeitspunkte 
• Weitergabe aller notwendigen Daten von den ÜNBs an die zentrale Instanz  
• Weitergabe der Arbeitspunkte als Empfehlung an die ÜNBs  
• Hoheit über die Steuerung der PFCDs bei den ÜNBs 
• bei Störung Wechsel auf lokale Anpassungsmethoden 
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3.1.4 Anforderungen bzgl. der Netzleittechnik 

Sowohl eine zentrale als auch eine dezentrale Steuerung der PFCDs erfordert neben den primären 
Bestandteilen des Energieversorgungsnetzes auch die sogenannte Sekundärtechnik, die alle mit 
Schutz- und Leitaufgaben betrauten Betriebsmittel einschließt. Dazu gehören unter anderem auf 
der Feldebene Strom- und Spannungswandler zur Messwerterfassung und Leistungsschalter und 
Trenner zum Steuern, Regeln und Verriegeln. Somit werden auf der Feldebene die Funktionen 
Messwerterfassung und -verarbeitung, Überwachung, Verriegelung, Steuerung und Regelung 
übernommen. Die darüber liegende Stationsebene (siehe Abb. 3.4) sorgt anschließend für die Ko-
ordinierung der Feldfunktionen, die Ausführung übergeordneter Überwachungs- und Steuerungs-
funktionen und ist weiterhin die Schnittstelle zur Übermittlung von Informationen und Steuerbe-
fehlen zwischen der Feldebene und der übergeordneten Netzleitebene [45], [83]. Ziel ist es, durch 
den Einsatz von Netzleit- und Informationstechniken die Energieversorgungsprozesse von einer 
zentralen Stelle (Leitstelle) aus zu überwachen und zu steuern, wobei diese Grundfunktionalität 
der Netzleittechnik auch als SCADA (Supervisory Control and Data Acquisition) Funktion be-
zeichnet wird [49]. 

 

Abb. 3.4: Einteilung der Netzleittechnik in drei Ebenen, in Anlehnung an [45] 

Die dafür notwendige sichere und zuverlässige Erfassung, Weitergabe und Auswertung von 
Messwerten sowie Befehlen wird heute durch die Normen IEC 60870-5-101 bis IEC 60870-5-106 
geregelt. Dieser Standard definiert das einzusetzende Kommunikationsprotokoll zwischen den 
Netzleitsystemen und den unterlagerten Ebenen. Somit ermöglicht es eine einheitliche Kommu-
nikation zwischen den Bereichen Feldebene (Messung, Schutz, Steuerung), Stationsleittechnik 
(Fernwirkankopplung) und Netzleitebene (Netzbetrieb). 

Die Erfassung von Strom- und Spannungswerten auf der Feldebene war in der Vergangenheit 
über Wandler nur als Betragswert möglich, da es an einer genauen Möglichkeit zur Zeitzuordnung 
mangelte [45]. Die Verbreitung der GPS-Technologie ermöglicht heute allerdings die Verwen-
dung von Phasor Measurement Units (PMUs), die die komplexe Amplitude von Strom und Span-
nungen mit einem GPS-getriggerten Zeitstempel versehen und somit eine Bestimmung der Span-
nung- und Stromphasenlagen zwischen verschiedenen Netzpunkten ermöglichen [84]. Dazu müs-
sen die netzpunktspezifischen Messwerte mithilfe eines Wide Area Monitoring Systems (WAMS) 
an entsprechende Auswerteeinheiten weitergeleitet werden. Mithilfe eines Wide Area Control 
Systems (WACS) sind dann auf die erlangten Informationen entsprechende Reaktionen und Soll-
wert-Anpassungen an Betriebsmitteln möglich [85]. 
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In diesen Auswerteeinheiten sind verschiedene Rechenalgorithmen hinterlegt, die den Operator 
beim Netzbetrieb unterstützen und somit über die SCADA-Funktionen hinausgehen. Diese höhe-
ren bzw. höherwertigen Entscheidungs- und Optimierungsfunktionen (HEO) beinhalten unter an-
derem Algorithmen zur Leistungsfrequenzregelung, zur (n-1)-Sicherheitsberechnung, zur Zu-
standsschätzung (engl.: State Estimation) sowie für wirtschaftliche Optimierungen. Die Zustands-
schätzung bereinigt fehlerhafte sowie fehlende Messwerte, schätzt den aktuellen Netzzustand und 
ermöglicht damit aussagefähige Leistungsfluss- und Stabilitätsberechnungen [83]. 

Im Rahmen dieser Arbeit sind PMU-Messwerte zu analysieren und als Eingangsgröße in das 
Netzbetriebsverfahren zu integrieren. Nach erfolgreicher Bestimmung der optimalen Arbeits-
punkte für HGÜ-VSCs und PSTs in den Auswerteeinheiten sind die Sollwerte über geeignete 
Netzleittechnik an die zu steuernden Betriebsmittel mithilfe der IEC 60870-Protokolle zu über-
tragen. 

Weiterhin empfiehlt sich die redundante Auslegung der Netzleittechnik. Dies bedeutet, dass die 
Fernwirkverbindungen in doppelter Ausführung vorhanden sind, um bei Ausfall eines Systems 
weiterhin eine sichere Kommunikation zwischen den verschiedenen Betriebsteilen gewährleisten 
zu können. Für den Fall, dass diese redundante Auslegung nicht ausreichend ist, soll das Verfah-
ren entsprechende Maßnahmen und Methoden beinhalten, die die Einhaltung der Netzrestriktio-
nen im lokalen Maßstab wahrt. Von einer gesamtheitlichen Optimierung kann in diesem Fall ab-
gesehen werden. 

Zusammenfassend sind die Anforderungen an die Netzleittechnik: 

• Erfassung der Amplituden und Phasenlagen von Strom und Spannung 
• bei Ausfall der Netzleittechnik Wechsel auf dezentrale Methoden, die die Wahrung der 

Netzsicherheit ermöglichen 

 

3.2 Aufbau des Netzbetriebsverfahrens 
Ausgehend von der Anforderungsanalyse wird nachfolgend ein Netzbetriebsverfahren für den 
optimierten Einsatz von PSTs und HGÜ-VSCs entworfen. Zu unterscheiden ist in langfristige, 
mittelfristige, kurzfristige und Online-Prozesse.  

In den lang- und mittelfristigen Prozessen werden vor allem Entscheidungen und Maßnahmen 
getroffen, die die langfristigen Ziele eines Netzbetreibers definieren und deren Erreichung ermög-
lichen sollen. Dazu gehört zum Beispiel die Definition der langfristigen Zielsetzung, die eine 
Verwendung von PSTs und HGÜ-VSCs rechtfertigt. Diese langfristigen Ziele sind unter anderem 
in Deutschland im Netzentwicklungsplan (NEP) festgeschrieben [8], [62], [86]. Weiterhin ist zur 
bestmöglichen Wirkungsentfaltung der PFCDs eine optimale Platzierung der PSTs und HGÜ-
VSCs im Netz notwendig. Thematisch wird diese Standortoptimierung unter anderem für PSTs 
in [87], [88], [89], [90] und für HGÜ-VSCs in [86], [91], [92] behandelt. Die durchzuführende 
Auswahl der zu verwendenden PST- und HGÜ-VSC-Konstruktionsbauweise orientiert sich am 
vorliegenden Stand der Technik sowie an der langfristigen Zielsetzung, die mit der Integration 
der Betriebsmittel erreicht werden soll. Da dies vom jeweiligen Einzelfall abhängig ist, wird auf 
die Erläuterung zur Auswahl einer geeigneten Modellvariante verzichtet. 
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Die kurzfristigen und Online-Prozesse beinhalten Aufgaben, die der ständigen Umsetzung und 
Erfüllung der langfristigen Ziele im Netzbetrieb dienen und somit täglich stattfindende Aufgaben 
des Netzbetriebs darstellen. Dazu gehört auch die Optimierung von PST- und HGÜ-VSC-Arbeits-
punkten. Dementsprechend bezieht sich das entworfene Netzbetriebsverfahren auf die kurzfristi-
gen und Online-Prozesse. 

Das Netzbetriebsverfahren setzt sich insgesamt aus den zwei nachfolgend genannten Komponen-
ten zusammen: 

1. die vorausschauende Planung von PST- und HGÜ-VSC-Netzbetrieb im Day-Ahead- und 
Intraday-Zeitbereich 

2. Methoden zur Anpassung der PST- und HGÜ-VSC-Sollwerte bei unplanmäßigen 
Wirkleistungsflussänderungen im Onlinebetrieb 

Die vorausschauende Betriebsplanung dient der frühzeitigen Erkennung von Überlastsituationen 
und der Bestimmung optimaler Arbeitspunkte von PSTs und HGÜ-VSCs zum Beseitigen dieser 
Engpässe. Wie im DACF- und IDCF-Prozess werden für die Bestimmung der Wirkleistungsflüsse 
und Netzbelastungen die prognostizierten Einspeise- und Lastprognosen verwendet. Mithilfe ei-
nes geeigneten Optimierungsalgorithmus können die optimalen Arbeitspunkte berechnet und in 
einer Datenbank hinterlegt werden. Zum vorbestimmten Zeitpunkt werden diese vorausberech-
neten Arbeitspunkte anschließend an den Betriebsmitteln umgesetzt. 

Beim Auftreten von Abweichungen zwischen den geplanten und den physikalischen Wirkleis-
tungsflüssen im Onlinebetrieb kommt der zweite Hauptbestandteil des Netzbetriebsverfahrens 
zum Tragen. Hierbei müssen diese Abweichungen zuallererst mit geeigneten Methoden erfasst 
werden. Entsprechend der Höhe und der Art der Störung erfolgen anschließend geeignete Anpas-
sungen der PFCD-Arbeitspunkte.  

Eine detaillierte Beschreibung der zwei genannten Komponenten des Netzbetriebsverfahrens er-
folgt in den nachfolgenden Abschnitten. Abb. 3.5 zeigt zusammenfassend eine Übersicht über die 
groben Abläufe des Netzbetriebsverfahrens und deren zeitliche Einteilung. 
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Abb. 3.5: Informationsfluss eingeteilt nach Zeitbereiche 

3.3 Netzbetriebsplanung: Day-Ahead- und Intraday-Optimierung 

3.3.1 Methode zur Vorausberechnung von Betriebsmittelsollwerten 

Die Integration der PFCDs erhöht die Anzahl an Freiheitsgraden im Übertragungsnetz. Dies be-
deutet, dass den ÜNBs mehr Möglichkeiten zur Verfügung stehen, um regelungstechnisch in den 
Netzbetrieb eingreifen zu können, und sie somit mehr Stellmöglichkeiten zur Erhaltung der Netz-
sicherheit besitzen. Wie in Abschnitt 2.3 gezeigt, bedarf der vermehrte Einsatz von PFCDs einer 
Koordinierung des Netzbetriebs und eines Berechnungsalgorithmus zur Bestimmung der optima-
len Betriebsmittelsollwerte.  

Das entworfene Verfahren sieht vor, dass die Koordinierung der Arbeitspunkte von PSTs und 
HGÜ-P2P-Verbindungen von einer zentralen Instanz (zum Beispiel eine Netzsicherheitskoope-
ration) vorgenommen wird, die Zugriff auf regelzonenübergreifende Informationen hat. Dement-
sprechend besteht ein vollständiger Informationsaustausch zwischen den beteiligten ÜNBs und 
der zentralen Instanz, wobei die ÜNBs der zentralen Instanz ihre DACF- und IDCF-Prozessdaten 
sowie die geplanten Netztopologien zur Verfügung stellen. Mithilfe eines geeigneten Optimie-
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rungsverfahrens bestimmt die zentrale Instanz anschließend optimale PST- und HGÜ-VSC-Soll-
werte im Voraus und leitet diese an die ÜNBs als Empfehlungen zurück. Diese Empfehlungen 
sind zum Beispiel stündlich bereitgestellte Sollwertvorschläge und werden unter Berücksichti-
gung technischer Grenzen sowie unter Verwendung von geeigneten Zielfunktionen bestimmt. Die 
schematische Darstellung zu dieser Vorgehensweise ist in Abb. 3.6 abgebildet 

Abb. 3.6: Schematische Darstellung der Betriebsplanung 

Die Betriebsplanung von PST und HGÜ-VSC gliedert sich in die folgenden Abschnitte: 

• Bereitstellung regelzonenübergreifender Informationen
• Zusammenführen der Daten
• Optimierung der PST- und HGÜ-VSC-Arbeitspunkte
• Empfehlung der Arbeitspunkte an die ÜNB
• ÜNB-übergreifende Abstimmung

Das Neuartige in diesem Netzbetriebsverfahren ist vor allem die gesamtheitliche Optimierung der 
Arbeitspunkte für PSTs und HGÜ-VSCs, die in verschiedenen Regelzonen installiert und von 
unterschiedlichen ÜNBs gesteuert werden. Aus diesem Grund wird nachfolgend schwerpunktmä-
ßig auf das Optimierungsverfahren sowie die Zielfunktionen eingegangen. 
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3.3.2 Optimierungsproblem 

Die Optimierung der Betriebsmittelsollwerte und somit der Leistungsflüsse wird seit Jahrzehnten 
mithilfe von Optimal Power Flow (OPF) Methoden gelöst. Seit der ersten Veröffentlichung eines 
OPF-Verfahrens von [93] im Jahre 1962 ist die Lösung von OPF-Problemen in Energiesystemen 
ein viel behandeltes Thema [94]. 

Mathematisch kann ein Optimierungsproblem wie folgt beschrieben werden: 

 ( )( )min ,F u x  (3.1) 
 ( ), 0=h u x  (3.2) 
 ( ), 0≤g u x  (3.3) 

In Gleichung (3.1) beschreibt F die zu minimierende Zielfunktion in Abhängigkeit der steuerba-
ren Variablen u und der Systemzustände x. Als Nebenbedingungen existieren Gleichheitsbedin-
gungen h (siehe (3.2)) und Ungleichheitsbedingungen g (siehe (3.3)) [94], [95]. 

Darauf aufbauend beschreiben die Wirkleistungswerte p der HGÜ-VSCs und die Phasenwinkel 
α der PSTs die steuerbaren Variablen u im Optimierungsprozess. Eine Berücksichtigung der 
Blindleistungswerte q der HGÜ-VSCs erfolgt nicht, um das Optimierungsproblem in diesem Ent-
wurf einzugrenzen. In (3.4) ist der entsprechende Optimierungsvektor u dargestellt.  
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Die Anzahl n(u) der Optimierungsvariablen u ergibt sich aus der Anzahl nPST der zu optimieren-
den PSTs und der Anzahl nHGÜ,P2P der HGÜ-P2P-Verbindungen (siehe Gleichung (3.5)). Eine 
Optimierung jedes HGÜ-VSCs ist diesbezüglich nicht notwendig, da sich bei einer HGÜ-P2P-
Verbindung gemäß dem Master-Slave-Prinzip der Arbeitspunkt an zweiter HGÜ-Station einstellt.  

Die Optimierung des Arbeitspunktes an nur einer HGÜ-Station pro HGÜ-P2P-Verbindung ver-
mindert dementsprechend die Anzahl an Optimierungsvariablen und somit auch den Berech-
nungsaufwand. 

 ( ) PST HGÜ,P2Pn u n n= +  (3.5) 

Je nachdem, wie die Optimierungsvariablen im Vektor u gewählt werden, hat dies einen Einfluss 
auf die Systemzustände x im Netz. Dazu gehören die komplexen Knotenspannungen an den PQ-
Knoten, die Wirkleistungsflüsse über die Leitungen, die bereitgestellte Blindleistung an den PU-
Knoten sowie der Wirkleistungsausgleich am Slackknoten [94]. Diese Systemgrößen besitzen 
Grenzwerte, die es in Form von Nebenbedingungen zu berücksichtigen und einzuhalten gilt. Die 
Berücksichtigung der Nebenbedingungen (siehe Abschnitt 3.1.2) erfolgt im Optimierungsprozess 
mithilfe einer Kombination von zu optimierenden Zielfunktionen und der gewichteten Bewertung 
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von Nebenbedingungsverletzungen. Infolgedessen bestimmt die Optimierung die entsprechende 
Lösung, die unter bestmöglicher Einhaltung der Nebenbedingungen die bestmögliche Minimie-
rung der Zielfunktion vornimmt. Dafür wird ein Strafterm ST(u) eingeführt, der sich aus allen 
Nebenbedingungsverletzungen zusammensetzt, die entsprechend ihrer Wichtigkeit und numeri-
schen Vergleichbarkeit untereinander gewichtet werden. Dieser Strafterm ST(u) wird auf den 
Funktionswert F(u) addiert und ergibt den zu minimierenden Zielfunktionswert, der in Anlehnung 
an die Begriffsverwendung bei evolutionären Optimierungsalgorithmen als Fitnesswert fitness(u) 
(siehe Gleichung (3.6)) definiert wird. Treten keine Verletzungen der Nebenbedingungen auf 
(ST(u) = 0), erfolgt ausschließlich die Minimierung der gewählten Zielfunktion F(u). 

( ) ( ) ( )fitness u F u ST u= +  (3.6) 

Im Rahmen dieser Arbeit ist es das Ziel, ein Netzbetriebsverfahren zur Wahrung der Netzsicher-
heit zu erarbeiten. Dementsprechend werden schwerpunktmäßig technische Zielsetzungen ver-
folgt. Wie die folgende Aufzählung zeigt, sind die Auswahlmöglichkeiten an technisch umzuset-
zenden Zielen sehr vielfältig. So können technische Ziele beim Einsatz von PSTs und HGÜ-VSCs 
unter anderem sein: 

• Einhaltung der (n-1)-Sicherheit 
• Minimierung der AC- und/oder DC-Übertragungsverluste  
• Minimierung/Maximierung der AC-Leitungsbelastung 
• Minimierung/Maximierung der DC-Leitungsbelastung 
• Minimierung der Arbeitspunktänderungen von PSTs und HGÜ-VSCs 
• Vereinheitlichung der Leitungsbelastungen von parallel verlaufenden AC-Leitungen 
• Einhaltung definierter Wirkleistungsübertragungen auf bestimmten Leitungen 
• Maximierung von Sicherheitsmargen 
• Maximierung der TTC 
• Minimierung von Kreisflüssen 
• Minimierung von Transitflüssen 

Diese Ziele können entsprechend durch den Einsatz von PSTs und HGÜ-VSCs erreicht werden, 
da diese Betriebsmittel Einfluss auf die AC-Wirkleistungsflüsse ausüben. So ist es durch gezielte 
Sollwertanpassungen an den beiden Betriebsmitteln möglich, die Wirkleistungsflüsse in der Art 
zu ändern, dass zum Beispiel stärker belastete AC-Leitungen entlastet und schwächer belastete 
Leitungen vermehrt belastet werden. Ebenso können durch die Umsetzung optimierter Sollwerte 
die Leitungsbelastungen von parallel verlaufenden AC-Leitungen vereinheitlicht werden, so dass 
sich die Leitungsbelastungen gleichmäßig aufteilen und keine Leitung übermäßig stark belastet 
ist. Dies ist in dem Sinne vorteilhaft, weil dadurch beispielhaft bei Interkonnektoren die TTC 
erhöht bzw. die Sicherheitsmargen bis zum Eintreten von Grenzwertverletzungen an AC-Leitun-
gen maximiert werden können. Auch die Einhaltung definierter Wirkleistungen auf bestimmten 
AC-Leitungen ist mithilfe der PSTs und HGÜ-VSCs möglich. Beispielhaft dafür ist die ge-
wünschte Einhaltung von Austauschleistungen zwischen zwei benachbarten Regelzonen zu er-
wähnen. Dies kann ebenfalls mit dem Ziel einhergehen, die in Abschnitt 2.3 genannten Transit-
Leistungsflüsse und Kreisflüsse zu verringern bzw. zu verhindern. Somit ist es weiterhin denkbar, 
die PSTs und HGÜ-VSCs einzusetzen, so dass bei einem Betriebsmittelausfall keine Leitungs-
überlastungen auftreten und die Wahrung der (n-1)-Sicherheit gewährleistet ist.  
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Die genannten Zielfunktionen können durch unterschiedlichste Kombinationen zu einem Gesamt-
verfahren (mehrdimensionale Zielfunktion) zusammengeführt werden. Dabei ist zu beachten, 
dass sich verschiedene Ziele bei einem möglichen Zielkonflikt sowohl positiv als auch negativ 
beeinflussen. So kann beispielsweise die Minimierung von Kreisflüssen mit einer Verringerung 
der Übertragungsverluste korrelieren. Dagegen sind die Maximierung der DC-Leitungsbelastung 
und die Minimierung der DC-Übertragungsverluste gegensätzliche Ziele. 

Das entworfene Netzbetriebsverfahren sieht vor, mehrere Zielfunktionen so zu kombinieren, dass 
sich eine gesamtheitliche Einsatzstrategie für die Stellmöglichkeiten von PSTs und HGÜ-VSCs 
für jede mögliche Lastsituation im AC-Netz ergibt. Insgesamt sind folgende Aspekte enthalten: 

1. Minimierung der Anzahl an (n-1)-Sicherheitsverletzungen 
2. Minimierung der Arbeitspunktänderungen der PFCDs beim Wechsel von einem zum an-

deren Betriebspunkt 
3. Einhaltung der netzrelevanten Nebenbedingungen 
4. Vermeidung von Kreisflüssen 

Primäres Ziel in der Vorausberechnung optimaler Betriebsmittelsollwerte ist die Einhaltung der 
(n-1)-Sicherheit bzw. die Minimierung von (n-1)-Sicherheitsverletzungen, was somit auch zu ei-
ner Minimierung nachgelagerter Maßnahmen zur Wahrung der Netzsicherheit führt (siehe Ab-
schnitt 2.1.5). Als (n-1)-sicher gilt das Netz, wenn bei Ausfall eines beliebigen Betriebsmittels m 
die Leitungsbelastungen Si aller Leitungen i und die Knotenspannungen Uj aller Knoten j keine 
Grenzwerte verletzen [20], [96].  

Wie in Gleichung (3.7) angegeben, führt eine Verletzung der (n-1)-Sicherheit zu einer Erhöhung 
des Funktionswertes F. Eine Kumulation der (n-1)-Verletzungen bei jedem denkbaren Betriebs-
mittelausfall ergibt die Anzahl der (n-1)-Verletzungen bei den untersuchten Arbeitspunkten (siehe 
bei der Berechnung des Fitnesswertes fitness mithilfe der mehrdimensionalen Zielfunktion in 
Gleichung (3.25)). 
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Entsprechende Untersuchungen in [97] zur Einhaltung des (n-1)-Kriteriums an diversen Netzen 
haben ergeben, dass die Leitungsauslastungen im Normalbetrieb maximal zwischen 60 % und 
75 % liegen dürfen, um die (n-1)-Sicherheit gewährleisten zu können. Diese Angaben sind ab-
hängig von der Topologie und den spezifischen Leitungsparametern des untersuchten Netzes. Da 
eine vollständige (n-1)-Sicherheit nicht im Fokus dieser Arbeit steht und ein Testnetz mit geringer 
Vermaschung als Untersuchungsgegenstand dient, werden derartige Berechnungen am Testnetz 
nicht vorgenommen. Vielmehr wird im OPF-Prozess eine maximale Belastung der Leitungen von 
70 % angestrebt. 

Ausgehend von der ersten Zielfunktion (Minimierung der Anzahl an (n-1)-Sicherheitsverletzun-
gen) ist es möglich, dass mehrere Lösungen existieren, die das Kriterium der (n-1)-Sicherheit 
erfüllen, und sich die Frage stellt, welche Lösung zu präferieren ist. Zur Einschränkung dieses 
möglichen Lösungsraumes wird eine zweite Zielfunktion eingeführt, die eine Minimierung der 
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Änderung der HGÜ-VSC- und PST-Arbeitspunkte ∆u zwischen dem vorherigen t-1 und dem un-
tersuchten Optimierungsintervall t bewirkt. Dies dient unter anderem der Minimierung von An-
passungsmaßnahmen und der Verringerung dynamischer Anpassungsvorgänge im Netz. Weiter-
hin wird insbesondere bei den PSTs der Verschleiß der Laststufenschalter durch eine geringere 
Stufungszahl verringert [98]. Die entsprechende Berechnungsvorschrift für die zweite Zielfunk-
tion ist in Gleichung (3.8) dargestellt. 

( ) ( ) ( ), 1 ,
1 1

∆ −
= =

= − = ∆∑ ∑
n n

u i t i t i
i i

F u u u u  (3.8) 

Die Kombination der beiden Zielfunktionen mit dem vorgestellten Strafterm ST(u) führt dazu, 
dass auch die netzrelevanten Nebenbedingungen 1, …, m bei der Optimierung berücksichtigt wer-
den. Der Strafterm ST(u) setzt sich aus allen Nebenbedingungsverletzungen (NBV) und den zu-
gehörigen Gewichtungen gNBV entsprechend Gleichung (3.9) zusammen. 
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PSTs ermöglichen mit ihren variablen Stufenstellungen Phasenwinkeländerungen, je nach Aus-
führung, von ±30° [9]. Kommt es bei den Optimierungen zu einer Verletzung der PST-Winkel-
grenzen von α = ± 30° [9], wird gemäß (3.10) ein Faktor von 100 für jedes Grad der Winkelgrenz-
wertverletzung für jeden der i PSTs addiert. Nach dem gleichen Schema erfolgt auch eine Bestra-
fung für jeden Prozentpunkt über der erlaubten maximalen AC-Leitungsauslastung Sk,max,AC von 
70 % sowie der erlaubten maximalen DC-Leitungsauslastung von 100 % (siehe (3.11) und 
(3.12)). DC-Leitungen sind zu jederzeit bis zu 100 % belastbar, da aufgrund der hohen Investiti-
onen in die HGÜ-Technologie eine dauerhafte Teilauslastung wirtschaftlich nicht sinnvoll er-
scheint [97]. In (3.13) und (3.14) ist die Berechnung der Straffaktoren beschrieben, wenn die 
Knotenspannungsgrenzen an einem oder mehreren Knoten verletzt werden. Dabei wird pro 
0,01 p.u. Grenzwertverletzung ein Strafwert von 1 vergeben. Die Gleichungen (3.15) bis (3.18) 
beschreiben die Berechnung bei Grenzwertverletzungen der Blind- und Wirkleistungsgrenzen der 
j Generatoren im Testnetz. Je MW- bzw. MVAr-Grenzwertverletzung beträgt der Anteil am 
Strafterm 1. Dies gilt in den Gleichungen (3.19) bis (3.22) ebenso für Verletzungen von Blind- 
und Wirkleistungsgrenzen der HGÜ-VSCs. 
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Weiterhin werden Strafterme ST(u) auf den Fitnesswert fitness addiert, wenn die Gleichheitsbe-
dingungen im AC-Netz und auf den DC-Verbindungen nicht eingehalten werden 

, , ,wenn ,  dannAC Gen AC Last AC VerlusteP P P≠ +  
(3.23) 

14 NBV,14 , , , 100AC Gen AC Last AC VerlusteNBV g P P P  ⋅ ⋅ = − −  

, , ,wenn ,  dannDC in DC out DC VerlusteP P P≠ +  
(3.24) 

15 NBV,15 , , , 100DC in DC out DC VerlusteNBV g P P P  ⋅ ⋅ = − −  

Dazu zählt auch die Beaufschlagung des Fitnesswertes fitness mit einem Strafterm ST(u), wenn 
zirkulierende Kreisflüsse im Sinne der Definition aus Abschnitt 2.3 detektiert werden. Das dafür 
entworfene und verwendete Berechnungsverfahren zur Detektion von zirkulierenden Wirkleis-
tungskreisflüssen beruht auf dem Floyd-Warshall-Algorithmus, welcher vorwiegend in der Lo-
gistik zur Identifizierung der kürzesten Pfade in einem Netzwerk Einsatz findet. Dieser Algorith-
mus wurde entsprechend auf die Kreisflussdetektion angepasst und in [67] vorgestellt. 

Insgesamt ergibt sich eine mehrdimensionale Zielfunktion (siehe Gleichung (3.25)), in der die 
drei Bestandteile mithilfe von Gewichtungsfaktoren g unterschiedlichen Einfluss auf den Fitness-
wert fitness haben. 
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m x
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Es wird davon ausgegangen, dass in der Optimierung die Einhaltung der Nebenbedingung primär 
umzusetzen ist. Dementsprechend darf es durch die Anpassung von PST- und HGÜ-VSC-Ar-
beitspunkten zu keiner Grenzwertverletzung kommen. Erst wenn dies sichergestellt ist, kann mit-
hilfe der Optimierung die Erreichung der beiden weiteren Ziele verfolgt werden. Dabei ist die 
Wahrung der (n-1)-Sicherheit wichtiger anzusehen als die Minimierung von Arbeitspunktände-
rungen. Denn ist die (n-1)-Sicherheit gefährdet und kommt es bei einem Betriebsmittelausfall zu 
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Leitungsüberlastungen, können weitere Betriebsmittel ausfallen. Solche Mehrfachfehler und da-
raus eventuell entstehende Versorgungsunterbrechungen in einzelnen Regionen sind zu vermei-
den. Die Höhe der Arbeitspunktänderungen ist dementsprechend nur zu minimieren, wenn meh-
rere Möglichkeiten zur Erreichung der ersten beiden Ziele bestehen.  

Um die angesprochenen Schwerpunkte in der Zielgewichtung zu erreichen, hat eine durchge-
führte Variantenrechnung gezeigt, dass folgende Verhältnisse V der Zielfunktionsbestandteile zu 
verwenden sind: 

• Einhaltung der netzrelevanten Nebenbedingungen: V1 = 60 % 
• Minimierung der (n-1)-Verletzung: V2 = 25 % 
• Minimierung der Arbeitspunktänderung: V3 = 15 % 

Zur Herstellung dieser Verhältnisse Vi werden die genannten Gewichtungsfaktoren g eingesetzt. 
Dabei ist zu beachten, dass das Verhältnis zwischen den einzelnen Zielfunktionen F(u) sowie zu 
dem Strafterm ST(u) von der Last- und Einspeisesituation abhängig ist und somit auch die Ge-
wichtungsfaktoren g dynamisch anzupassen sind.  

Ohne diese dynamische Anpassung kann es passieren, dass zum Beispiel die Minimierung der 
Arbeitspunktänderung im Vergleich zur Minimierung der Nebenbedingungsverletzungen einen 
zu hohen Einfluss auf die Optimierung ausübt. Unter anderem ist dies möglich, wenn aufgrund 
eines Leitungsausfalls eine starke Anpassung der Arbeitspunkte (hoher Funktionswert) notwen-
dig ist, um eine geringe Nebenbedingungsverletzung (geringer Strafterm) zu beseitigen. Bei fal-
scher Gewichtung käme es zu keiner Beseitigung der Nebenbedingungsverletzung, da eine Erhö-
hung des Funktionswertes F(u), verursacht durch die Arbeitspunktänderung, die Reduzierung des 
Strafterms ST(u), verursacht durch die Reduzierung der Nebenbedingungsverletzungen, über-
steigt und somit den Fitnesswert fitness(u) verschlechtert. 

Beispielhaft ist in Abb. 3.7 zu sehen, wie der Ist-Zustand des Netzes gemäß der Zielfunktion und 
der Einhaltung der Nebenbedingungen bewertet wird. Dabei ergibt sich ein zu minimierender 
Fitnesswert fitness(u), der sich ohne angepasste Gewichtung zu jeweils 30 % aus den Funktions-
werten F1(u) und F2(u) der beiden Zielfunktionen 1 und 2 und zu 40 % aus dem Strafterm ST(u) 
zusammensetzt. 

 

Abb. 3.7: Anpassung der Gewichtung zwischen Funktionswert und Strafterm  
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In diesem Fall würde der Einhaltung der Nebenbedingungen während der Optimierung ein zu 
geringer Stellenwert zugeordnet und diese somit mit zu niedriger Gewichtung mit in die Optimie-
rung eingehen. Bei einem gewünschten Verhältnis Vi von 25 %, 15 % und 60 % müssen die Ge-
wichtungen g entsprechend (3.26) bis (3.28) zu g1 = 0,83, g2 = 0,5 und g3 = 1,5 gewählt werden. 
Diese Gewichtungen g fließen anschließend in den Optimierungsprozess ein und sorgen dafür, 
dass die einzelnen Aspekte der mehrdimensionalen Zielfunktion entsprechend der gewählten Ver-
hältnisse Berücksichtigung finden. 
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ST u
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3.3.3 Optimal Power Flow – Auswahl des Optimierungsverfahrens 

Die Bestimmung eines stabilen Netzbetriebszustandes unter Berücksichtigung von verschiedenen 
Nebenbedingungen und Zielfunktionen kann mithilfe unterschiedlichster Optimierungsverfahren 
erfolgen. Diese lassen sich nach [94], [95] in folgende drei Gruppen einteilen: 

• klassische Methoden 
• Interior Point Methoden 
• heuristische Methoden 

Zu den klassischen Methoden gehören die lineare und nichtlineare Optimierung und damit unter 
anderem das Newton-Raphson-Verfahren und die quadratische Optimierung. Diese Verfahren 
sind meist für lineare Zielfunktionen und Nebenbedingungen geeignet, konvergieren bei komple-
xen Problemen häufig in lokalen Optima und sind langsam. Weiterhin sind diese Methoden nicht 
für die dynamische Optimierung geeignet [94]. 

Die Interior Point Methode ist zur Lösung linearer und nichtlinearer Probleme geeignet. Sie hat 
sich als sehr effizient und robust erwiesen und ist schneller als die klassischen Methoden. Jedoch 
ist die Methode für statische und nicht für dynamische Optimierung geeignet. Weiterhin ist das 
gefundene Optimum stark von der Wahl der Startwerte abhängig [95]. 

Zu den heuristischen Methoden gehören evolutionäre Algorithmen, die sich an dem Vorbild der 
Natur orientieren. Zu nennen sind zum Beispiel Partikelschwarmoptimierung [99], Differential 
Evolution [100] und Genetische Algorithmen [101]. Diese Algorithmen besitzen den Vorteil, dass 
sie ein schnelles Konvergenzverhalten sowie ein geringes Risiko der Konvergenz in lokalen Op-
tima aufweisen. Weiterhin ist die Berücksichtigung mehrerer Zielfunktionen möglich und die Be-
rechnungen sind parallel ausführbar, was einen positiven Einfluss auf die Berechnungszeit hat. 
Nachteilig ist, dass die Berechnungszeit und die Güte des Ergebnisses von der Wahl der Parame-
ter abhängig sein können, so dass die Optimierungsparameter auf das Optimierungsverfahren ein-
malig anzupassen sind [94], [95]. 
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Zur Auswahl des geeigneten Optimierungsverfahrens werden in Tab. 3.3 die genannten Eigen-
schaften der einzelnen Optimierungsgruppen mit den in Abschnitt 3.1.2 erarbeiteten Anforderun-
gen an das Verfahren verglichen. Die Erfüllung der Anforderung wird mit einem „+“ und die 
Nicht-Erfüllung mit einem „-“ bewertet.  

Tab. 3.3: Übersicht zu den Eigenschaften verschiedener Optimierungsverfahren 

Anforderung Linear Pro-
gramming 
(LP) 

Non-Linear 
Program-
ming (NLP) 

Interior Point 
Methoden 
(IPM) 

Heuristische 
Methoden 
(HM) 

Optimierung mehrdimensio-
naler Zielfunktionen - - + + 
Berücksichtigung linearer 
Nebenbedingungen + + + + 
Berücksichtigung nicht-linea-
rer Nebenbedingungen - + + + 
Optimierung kontinuierlicher 
Variablen + + + + 
Optimierung diskreter Vari-
ablen - - (+) + 
Optimierung Startwert-unab-
hängig - - - + 
Vermeidung lokaler Optima - - - + 

In Tab. 3.3 ist dargestellt, dass allein die heuristischen Methoden alle definierten Anforderungen 
erfüllen. Dementsprechend wird als Optimierungsverfahren die heuristische Methode für die Op-
timierung der PST- und HGÜ-VSC-Arbeitspunkte gewählt. Dabei ist zu beachten, dass der Be-
griff „heuristische Methoden“ eine Gruppe von Optimierungsverfahren darstellt und eine weitere 
Eingrenzung der Verfahren erfolgen muss. Aus der Vielzahl an heuristischen Methoden werden 
die folgenden vier Verfahren weiter betrachtet, da zu diesen bereits in [102], [103], [104], [105] 
vergleichende Benchmark-Tests durchgeführt wurden: 

• Partikelschwarmoptimierung 
• Differential Evolution 
• Genetic Algorithm 
• Mean Variance Mapping Optimization 

 

Partikelschwarmoptimierung (PSO) 

PSO basiert auf dem Schwarmverhalten von Vogel- oder Fischschwärmen, bei denen das Sozial-
verhalten durch Individuen des Schwarms beeinflusst wird. Dabei besitzt jedes Schwarmindivi-
duum ein Gedächtnis, in welchem es seine Position im Suchraum mit dem besten erreichten Fit-
nesswert speichert. Weiterhin wird die Information mit der besten global erreichten Position in 
jeder Iteration an alle Individuen weitergeleitet, so dass alle Individuen versuchen, zu dieser Po-
sition zu tendieren (Schwarmdynamik). Dies erfolgt in jedem Iterationsschritt und die Individuen 
passen dementsprechend ihre Position, die Bewegungsrichtung und Geschwindigkeit an [99]. 
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Differential Evolution (DE) 

DE ist eine auf Evolutionsprozessen basierende Optimierung, die die Prozesse Mutation, Kreu-
zung und Selektion beinhaltet. Jedes Individuum besitzt dazu ein Set an Eigenschaften, die ent-
sprechend der Zielfunktion zu bewerten sind. Anschließend erfolgt mithilfe der Mutation die Er-
zeugung einer Folgegeneration, wobei die Eigenschaften von drei zufällig gewählten Individuen 
miteinander zusammengeführt werden. Um die Diversität der Nachfolgegeneration zu erhöhen, 
wird weiterhin die Kreuzung verschiedener Eigenschaften durchgeführt, indem die Eigenschaften 
der Elterngeneration und der Nachfolgegeneration zufällig zusammengeführt werden. Ist dies er-
folgt, wird der Fitnesswert der Elterngeneration mit dem der Nachfolgegeneration verglichen. Bei 
der anschließenden Selektion wird die Nachfolgegeneration mit ihren Eigenschaften übernom-
men, falls deren Fitnesswert optimiert ist. Ist dies nicht der Fall bleibt die Elterngeneration erhal-
ten [100]. 

Genetic Algorithm (GA) 

GA gehört ebenfalls zu der Kategorie der Optimierungsalgorithmen, die den Evolutionsprozess 
simulieren. Gemäß dem Prinzip von Darwin ‚der Stärkste überlebt‘ wird beim GA impliziert, dass 
Individuen mit einem besseren Fitnesswert eine größere Chance haben, fortzubestehen und ihre 
Eigenschaften an die Nachfolgegeneration weiterzugeben. Dabei besitzt jedes Individuum einer 
Population einen Chromosomensatz, der die Eigenschaft des Individuums darstellt. Mithilfe von 
verschiedenen Selektionsstrategien erfolgt die Bestimmung zweier Individuen, mit deren Hilfe 
ein neues Individuum der Nachfolgegeneration entsteht. Diesbezüglich haben ‚gute‘ Individuen 
eine höhere Wahrscheinlichkeit, als Eltern ausgewählt zu werden. Anschließend erfolgt die Kom-
bination der Elterneigenschaften sowie eine Mutation der Eigenschaften. Die Nachfolgegenera-
tion ersetzt anschließend die Elterngeneration und wird entsprechend der Zielfunktion bewertet 
[101], [106]. 

Mean Variance Mapping Optimization (MVMO) 

MVMO ist ein auf Populationen basierender Optimierungsprozess mit einem Individuum in der 
Standardvariante. Die Startpopulation wird zufällig im Suchraum platziert und anschließend er-
folgt über mehrere Iterationen die Speicherung einer gewissen Anzahl an Individuen und deren 
Eigenschaften in einem Archiv. Eine Aktualisierung des Archivs erfolgt immer, wenn der Fit-
nesswert einer neuen Population besser ist. Mithilfe des Mittelwertes und der Varianz der Fitness-
werte sowie der Eigenschaften im Archiv wird die Nachfolgegeneration gebildet. In jeder Itera-
tion wird dementsprechend das Individuum mit dem besten Fitnesswert als Elternvektor herange-
zogen. Dabei wird ein Teil der Eigenschaften des Individuums für die Mutation selektiert. Die 
Mutation der Vektoren erfolgt anschließend anhand einer Mapping-Funktion, deren Form von 
dem berechneten Mittelwert und der Varianz der Lösungen im Archiv sowie von weiteren Para-
metern abhängig ist. Im Rahmen der Kreuzung werden anschließend die mutierten Variablen mit 
den restlichen Variablen der Eltern zusammengeführt [102]. 

Die Auswahl des geeigneten heuristischen Verfahrens aus den zuvor genannten erfolgt mithilfe 
eines Performance-Vergleichs. Dazu wird die Performance, d. h. die Güte der genannten vier Op-
timierungsalgorithmen, bereits in [102], [103], [104] und [105] wissenschaftlich untersucht und 
verglichen. Das Ziel der Untersuchungen ist es, herauszufinden, ob ein Algorithmus zur Bestim-
mung des minimalen Fitnesswertes am besten geeignet ist. Die dafür verwendeten numerischen 
Benchmark-Optimierungsprobleme besitzen bis zu 100 Optimierungsvariablen, wobei mithilfe 
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der Optimierungsmethoden ein Minimum für jedes Problem bis zu 50 Mal bestimmt und daraus 
der Mittelwert gebildet wird. Diese Wiederholung zeigt, ob der Algorithmus fähig ist, in jedem 
Durchlauf dieselbe Lösung zu generieren. Die Ergebnisse der Analysen sind in Tab. 3.4 gegen-
übergestellt. 

Tab. 3.4: Vergleich der Optimierungsverfahren 

Studie untersuchte 
numerische 
Probleme 

Minimaler mittlerer Fitnesswert 
Minimaler Fitnesswert 

Ergebnisse 

DE PSO GA MVMO 

[102] 
5 Bench-
mark-Prob-
leme  

3 von 5 
k. A. 

1 von 5 
k. A.  1 von 5 

k. A.  DE performt am besten 

[103] 
36 Bench-
mark-Prob-
leme  

27 von 36 
k. A. 

6 von 36 
k. A. 

8 von 36 
k. A. 

 
 DE performt am besten 
 PSO konvergiert am 

schnellsten, GA am lang-
samsten 

[104] 
6 Bench-
mark-Prob-
leme  

3 von 6 
k. A. 

0 von 6 
k. A. 

0 von 6 
k. A. 

3 von 6 
k. A. 

 DE und MVMO gleich-
wertig 

[105] 
10 Bench-
mark-Prob-
leme 

3 von 10 
2 von 10 

6 von 10 
3 von 10 

3 von 10 
5 von 10 

 
 GA performt am besten 

(findet am häufigsten das 
Minimum) 

 DE ist schneller als PSO 
 PSO performt am besten 

bei der mittleren Fitness 

Wie in Tab. 3.4 angegeben, ist keines der genannten Optimierungsverfahren in der Lage jedes 
Benchmark-Problem am besten zu lösen. Vielmehr sind für verschiedene Probleme unterschied-
liche Verfahren geeignet. So wird in [105] gezeigt, dass der PSO-Algorithmus im Mittel den 
niedrigsten Fitnesswert bei sechs von zehn Benchmark-Problemen und GA am häufigsten das 
Minimum (bei fünf von zehn Benchmark-Problemen) bestimmt. DE performt dagegen am besten 
in [102] und [103] (minimaler mittlerer Fitnesswert bei drei von fünf und 27 von 36 Benchmark-
Problemen), wogegen in [104] MVMO und DE eine gleichwertige Performance (minimaler mitt-
lerer Fitnesswert jeweils bei drei von sechs Benchmark-Problemen) bescheinigt wird.  

Die verwendeten Benchmark-Probleme sind standardisierte numerische Funktionen, die keinen 
Bezug zu den spezifischen, mathematischen Funktionen im Bereich Energiesystem aufweisen. 
Dementsprechend erfolgt in [107] ein Vergleich der genannten heuristischen Methoden bezogen 
auf die Optimierung von AC-Wirkleistungsflüssen mithilfe von PSTs. Diesbezüglich werden in 
das IEEE 57-Bus System vier PSTs integriert und unter der Zuhilfenahme der heuristischen Me-
thoden deren Arbeitspunkte so optimiert, dass die definierten Nebenbedingungen bei minimalen 
Übertragungsverlusten eingehalten werden. Untersucht werden verschiedene Ausprägungen von 
DE, PSO, GA und MVMO, so dass insgesamt 18 Optimierungsvarianten und deren Performance 
verglichen werden. Dieser Vergleich beinhaltet die Bewertung der erreichten Fitnesswerte über 
30 Wiederholungen, der mittleren Iterationsanzahl, der erreichten Standardabweichung sowie der 
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benötigten Berechnungszeit. Mithilfe einer durchgeführten Bestimmung des Zielerreichungsgra-
des, bestehend aus der gewichteten Zielerreichung jedes einzelnen Bewertungskriteriums, konnte 
eine Variante von PSO als beste Methode bestimmt werden.  

Im Rahmen dieser Arbeit wird für die Bestimmung der optimalen PST- und HGÜ-VSC-Arbeits-
punkte der DE-Algorithmus gewählt, da sich in der Untersuchung von [107] gezeigt hat, dass 
PSO in den reproduzierten Berechnungen nicht immer dieselben Lösungen generieren konnte, 
während dies mithilfe von DE möglich war. Der höhere Zielerreichungsgrad von PSO ergibt sich 
allein durch die Berücksichtigung der geringen Berechnungszeit. Der Schwerpunkt dieser Arbeit 
liegt auf der bestmöglichen Minimierung der Zielfunktion, was durch DE besser möglich ist. 

 

3.3.4 Optimierung mittels Differential Evolution  

Ausgehend von der Absicht, die optimalen PST- und HGÜ-VSC-Sollwerte zur Erfüllung der 
Zielfunktion zu bestimmen, wird beim Optimierungsverfahren DE mit der zufälligen Platzierung 
von Startwerten im definierten Optimierungssuchraum (siehe Gleichung (3.29) und (3.30)) be-
gonnen. Dabei sind die Startwerte als Merkmale bzw. Eigenschaften von Individuen anzusehen. 
Jedes dieser Individuen besitzt dementsprechend einen Vektor ui, der die zu bewertenden Stell-
möglichkeiten der PSTs uPST,i und der HGÜ-VSCs uVSC,i im Suchraum enthält. Der Suchraum ist 
wiederum durch die minimalen und maximalen Stellbereiche der PST-Winkel αi und der HGÜ-
VSC-Wirkleistungen pi begrenzt. 

 ( ) [ ]1;0,min,max,max,,PST ∈−⋅−= rru iiiii ααα  (3.29) 
 ( ) [ ]1;0,min,max,max,,VSC ∈−⋅−= rpprpu iiiii  (3.30) 

Nach der entsprechenden Berechnung der Fitnesswerte fitness der ersten Individuen-Generation 
G gemäß der definierten Zielfunktion in Gleichung (3.25) erfolgt die Mutation der Eigenschaften, 
um eine Folgegeneration G+1 zu erzeugen.  

Abhängig von der Mutationsstrategie werden dafür bis zu drei Individuen zufällig gewählt 
(r1, r2, r3 ∈ {1; 2;…;NP}) und deren Eigenschaften u mithilfe des Mutationsfaktors MF mitei-
nander zu einem neuen Mutationsvektor v zusammengeführt (siehe Gleichung (3.31)). Der Mu-
tationsfaktor MF ist ein realer und konstanter Faktor im Intervall [0; 2]. Eine weitere Möglichkeit 
stellt die in Gleichung (3.32) gezeigte Zusammenführung der Eigenschaften ubest,G des Individu-
ums mit den aktuell besten Eigenschaften zusammen mit zwei zufällig ausgewählten Individuen 
dar [100]. 

 ( ), 1 1, 2, 3,+ = + ⋅ −i G r G r G r Gv u MF u u  (3.31) 
 ( ), 1 , 2, 3,+ = + ⋅ −i G best G r G r Gv u MF u u  (3.32) 

Neben den zwei gezeigten Mutationsstrategien DE/rand/1 (Gleichung (3.31)) und DE/best/1 
(Gleichung (3.32)) werden in [108] darüber hinaus weitere Mutationsstrategien vorgestellt. Diese 
unterscheiden sich bei der Erstellung der Folgegeneration G+1 in der Verwendung der Eigen-
schaften zufällig ausgewählter Individuen (rand) oder des aktuell besten Individuums (best) sowie 
der binomialen (bin) oder exponentiellen (exp) Rekombination. 
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Die Wahl der am besten geeigneten Mutationsstrategie zum Lösen eines Optimierungsproblems 
ist abhängig vom betrachteten Optimierungsproblem. In diesem Fall zeigt [107], dass sich zur 
Optimierung von PSTs und HGÜ-VSCs die Mutationsstrategien beim erreichten Fitnesswert fit-
ness nicht unterscheiden. Unterschiede ergeben sich bei der benötigten Berechnungszeit und der 
Iterationsanzahl bis zum Erreichen eines Abbruchkriteriums. Im Rahmen dieser Arbeit wird die 
Mutationsstrategie DE/best/1/exp verwendet, da sie in [107] zu den schneller iterierenden Muta-
tionsstrategien gehört. 

Um die Diversität der Nachfolgegeneration weiter zu erhöhen, erfolgt die Kreuzung der Eigen-
schaften der Elterngeneration mit den Eigenschaften der Nachfolgegeneration. Dabei werden die 
verschiedenen Eigenschaften mithilfe der Kreuzungsrate CR (crossing rate) zusammengeführt, 
die einen Wert im Intervall [0;1] annehmen kann. Liegt eine Zufallszahl r aus dem Bereich [0;1] 
unterhalb von CR, wird die Eigenschaft des Mutationsvektors vi,G+1 in den neugebildeten Trial-
vektor ui,G+1 übernommen. Bei einer Zufallszahl oberhalb von CR erfolgt entsprechend die Über-
nahme der Eigenschaft aus dem Elternvektor ui,G. Mathematisch ist diese Bildungsvorschrift für 
den Trialvektor ui,G+1 in Gleichung (3.33) dargestellt. 

 ( ), 1
, 1

,

wenn [0;1]
sonst

i G
i G

i G

v r CR
u

u
+

+

 ∈ ≤
= 


 (3.33) 

In Abb. 3.8 ist die genannte Bildung des Trialvektors ui,G+1 bildhaft für das Individuum i mit sechs 
zu optimierenden Eigenschaften dargestellt. 

 

Abb. 3.8: Bildung des Trialvektors durch Kreuzung 

Nach Abschluss der Mutation und der Kreuzung erfolgen ausgehend von der Zielfunktion in Glei-
chung (3.25) die Bestimmung des Fitnesswertes sowie ein Vergleich der Fitnesswerte von Eltern- 
und Nachfolgegeneration. Bei der anschließenden Selektion wird die Nachfolgegeneration mit 
ihren Eigenschaften übernommen, falls deren Fitnesswert fitness besser ist (siehe Gleichung 
(3.34)). Ist dies nicht der Fall. werden die Elterngeneration und die dazugehörigen Eigenschaften 
beibehalten [100]. 

 ( ), 1 , 1 ,
, 1

,

wenn ( ) ( )

sonst
i G i G i G

i G
i G

u fitness u fitness u
u

u
+ +

+

<
= 


 (3.34) 

Dieses Zusammenspiel aus Mutation, Kreuzung und Selektion wird solange fortgeführt, bis eines 
der Abbruchkriterien erfüllt ist. Dies ist zum einen die Erreichung des minimalen Fitnesswertes 
fitness = Null oder zum anderen die Erreichung einer Maximalanzahl an Optimierungsiterationen. 
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Weiterhin wird die Optimierung beendet, wenn sich die Fitness in den letzten k Iterationen unter-
halb einer Toleranzgrenze verbessert hat. 

Zusammenfassend ist der Optimierungsprozess zur Vorausberechnung der optimalen PST- und 
HGÜ-VSC-Sollwerte in der folgenden Abb. 3.9 visualisiert.  

 

Abb. 3.9: Schematische Darstellung des Differential Evolution Optimierungsverfahrens 
zur Vorausberechnung der optimalen PST- und HGÜ-VSC-Sollwerte 

3.4 Netzbetriebsführung: Anpassungen im Onlinebetrieb 
In der Netzbetriebsführung zeigt sich, dass die prognostizierten Wirkleistungsflüsse von den tat-
sächlichen physikalischen Wirkleistungsflüssen abweichen können, wodurch wiederum Netz-
überlastungen möglich sind [49]. Um einen sicheren Netzbetrieb auch bei ungeplanten Wirkleis-
tungsflussänderungen gewährleisten zu können, werden in den folgenden Abschnitten verschie-
dene Methoden zur Anpassung der PST- und HGÜ-VSC-Arbeitspunkte im Onlinebetrieb vorge-
stellt. Die Einteilung der Methoden erfolgt anhand der Leistungsflussänderungsursachen, zum 
einen in klar identifizierbare und zum anderen in nicht identifizierbare Ursachen. Dies hat den 
Vorteil, dass bei klar identifizierbaren Wirkleistungsflussänderungen vorausberechnete korrek-
tive Arbeitspunkte einstellbar sind, die anhand einer gesamtheitlichen Optimierung aller PFCDs 
bestimmt werden. Dabei wird ein Security Constrained Optimal Power Flow (SCOPF) eingesetzt. 
Im Falle einer ungeplanten Wirkleistungsflussänderung im Onlinebetrieb, die nicht eindeutig ei-
ner Ursache zugeordnet werden kann, erfolgen dagegen lokale Anpassungsmaßnahmen, um eine 
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zeitintensive Gesamtkoordinierung zu vermeiden und trotzdem einen schnellen Beitrag zur Un-
terstützung bzw. Entlastung des AC-Netzes leisten zu können. Dementsprechend unterteilt sich 
das Netzbetriebsführungsverfahren im Onlinebetrieb in vier Verfahren: 

• Einstellen der vorausberechneten OPF-Arbeitspunkte, wenn die physikalischen den ge-
planten Wirkleistungsflüssen entsprechen 

• Vorausberechnung (SCOPF) und Einstellen korrektiver Arbeitspunkte bei klar identifi-
zierbaren Wirkleistungsflussänderungen 

• lokale Anpassungsmethode für PST bei nicht-identifizierbaren Wirkleistungsflussände-
rungen 

• lokale Anpassungsmethode für HGÜ-VSC bei nicht-identifizierbaren Wirkleistungsflus-
sänderungen 

Der sich daraus ergebende Entscheidungsbaum bei der Verfahrensintegration in ein Leitsystem 
ist in Abb. 3.10 visualisiert. Die drei genannten Methoden zur Arbeitspunktanpassung bei unge-
planten Wirkleistungsflussänderungen sind dunkelgrau eingefärbt. Weiterhin ist durch unter-
schiedlich eingefärbte Pfeile der Ort der Arbeitspunktanpassungsbestimmung hervorgehoben. So 
werden die Arbeitspunkte beim OPF- und SCOPF-Verfahren zentral bestimmt (gestrichelte 
Pfeile), während bei der lokalen Anpassung die Arbeitspunkte lokal an den Betriebsmitteln be-
stimmt werden (schwarze Pfeile). 

 

Abb. 3.10:  Entscheidungsbaum von PST- und HGÜ-VSC-Arbeitspunktanpassungen im On-
linebetrieb 

In den nachfolgenden Abschnitten erfolgt die Vorstellung der Ursachen für ungeplante Wirkleis-
tungsflussänderungen. Weiterhin wird eine Methode zur Erfassung und Identifikation von 
Wirkleistungsflussänderungen erläutert sowie auf die zuvor genannten Anpassungsmethoden von 
PST- und HGÜ-VSC-Arbeitspunkten im Onlinebetrieb eingegangen. 
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3.4.1 Ursachen für ungeplante Leistungsflussänderungen 

Als Einflussfaktoren, die zu ungeplanten Leistungsflussabweichungen im eigenen oder benach-
barten Netz führen können, sind unter anderem zu nennen: 

• Kraftwerks- und Lastausfälle  
• ungeplante Schaltmaßnahmen oder Betriebsmittelausfälle  
• Lastprognosefehler  
• Prognosefehler bei der Einspeisung aus dargebotsabhängigen Energiequellen 

Ungeplante Kraftwerks- oder Lastausfälle führen zu einer Unter- bzw. Überspeisung des Netzes. 
Das resultierende Ungleichgewicht zwischen Erzeugung und Last muss durch den Abruf von Re-
gelleistung beseitigt werden, wodurch sich die Leistungsflüsse ändern [109], [110]. Ebenso be-
steht die Möglichkeit, dass weitere Betriebsmittel, wie beispielsweise Transformatoren, Kabel 
und Freileitungen, ungeplant ausfallen. Diese Ausfälle verursachen eine Änderung der Netztopo-
logie und dementsprechend eine Anpassung der Wirkleistungsflüsse. Einen weiteren Einfluss auf 
die Netztopologie haben ungeplante Schaltmaßnahmen im eigenen oder im benachbarten Netz. 
Gründe hierfür können zum Beispiel Schutzauslösungen bei einer Störung sein.  

Lastprognosefehler bezeichnen Abweichungen von der mit Standardlastprofilen prognostizierten 
Last [111] vom tatsächlichen, mittleren Viertelstundenwert der Last [109], [110], [112]. Weiter-
hin ist die Verfügbarkeit der volatilen Energieeinspeisung durch Wind- und Photovoltaikanlagen 
weder steuerbar noch exakt prognostizierbar. Dies kann zu Prognosefehlern und somit zu Bilanz-
ungleichgewichten führen, die wiederum den Einsatz von Regelenergie notwendig machen und 
somit die Wirkleistungsflüsse verändern [109], [110].  

Alle diese genannten Gründe für Wirkleistungsflussänderungen können je nach Lage des ausge-
fallenen Betriebsmittels, der Höhe der Prognoseabweichung usw. einen unterschiedlichen Ein-
fluss auf die Wirkleistungsflüsse ausüben. Dabei beeinflussen Prognosefehler die Last- und Ein-
speisesituation meist an mehreren Netzknoten. Beispielhaft ist hier die Prognose einer starken 
Windfront für den Folgetag zu nennen, die bereits einige Stunden früher ihre maximale Windge-
schwindigkeit und somit die maximale Windenergieeinspeisung erreicht. Dies hat zur Folge, dass 
sich die physikalischen Wirkleistungsflüsse gegenüber den geplanten großflächig unterscheiden. 
Eine Prognose bzw. Abschätzung dieser ungeplanten Wirkleistungsflussänderungen und somit 
eine Vorausberechnung korrektiver PFCD-Arbeitspunkte ist kaum möglich.  

Die Auswirkungen eines Leitungs- oder Umrichterausfalls können auch großflächige Wirkleis-
tungsflussänderungen hervorrufen. Gleichzeitig ist hier die Ursache für diese Änderungen ein-
deutig identifizierbar, so dass für diese Fälle neue korrektive PFCD-Arbeitspunkte im Voraus 
bestimmt werden können. Dabei ist eine Orientierung an der Ausfallliste aus der (n-1)-Sicher-
heitsrechnung möglich, die zum Beispiel jeden möglichen Betriebsmittelausfall in der Planung 
berücksichtigt. Entscheidend für die Zuordnung eines möglichen Betriebsmittelausfalls zu der 
Klasse der klar identifizierbaren Ursachen sind die schnelle Erkennung von ungeplanten 
Wirkleistungsflussänderungen und die eindeutige Identifikation der Ursache. Ein mögliches Ver-
fahren zur Detektion von ungeplanten Wirkleistungsflussänderungen sowie zur Identifikation der 
Ursache wird im nachfolgenden Abschnitt vorgestellt. 
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3.4.2 Methode zur Erfassung und Identifikation von Wirkleistungsflussänderun-
gen 

Die Erfassung der unvorhergesehenen Wirkleistungsflussänderungen erfolgt mithilfe von Phasor 
Measurement Units (PMU), die die komplexen Werte von Strom und Spannung mit einem GPS-
getriggerten Zeitstempel versehen und somit eine Bestimmung der Spannung- und Stromphasen-
lagen zwischen verschiedenen Netzpunkten ermöglichen [84]. Die Synchronisation mehrerer 
PMUs ermöglicht es, die Messwerte zentral als Teil eines WAMS zu sammeln und zur Auswer-
tung an ein SCADA-System weiterzuleiten [85].  

Um sicherzustellen, dass ungeplante Wirkleistungsflussänderungen auf den Interkonnektoren zu 
benachbarten Regelzonen sowie auf den steuerbaren PST-Leitungen detektiert werden können, 
erfolgt im Rahmen des vorgestellten Ansatzes der Einsatz von PMUs an folgenden Netzknoten: 

• PMUs an Netzknoten mit angeschlossenen Interkonnektoren zwischen zwei Regelzonen 
• PMUs an Netzknoten mit angeschlossenen PST-Leitungen 
• PMUs an Netzknoten mit angeschlossenen HGÜ-VSC-Umrichtern 

Weiterhin ist durch die Platzierung von PMUs an den HGÜ-VSCs sichergestellt, dass ungeplante 
Wirkleistungsflussänderungen im AC-Netz parallel zu den HGÜ-Verbindungen identifizierbar 
und spezifische Anpassungen der HGÜ-VSCs möglich sind. Die entsprechende Platzierung der 
PMUs ist schematisch in Abb. 3.11 visualisiert. 

 

Abb. 3.11: Platzierung der PMUs 

Die Erfassung der ungeplanten Wirkleistungsflussänderungen erfolgt mithilfe der PMUs durch 
die Messung der physikalischen Knotenspannungswinkel δPMU,i an den PMU-Netzknoten. Wei-
chen diese gemessenen Knotenspannungswinkel δPMU,i von den geplanten Knotenspannungswin-
keln δSoll,i innerhalb eines festgelegten Zeitintervalls ∆t über ein erlaubtes Toleranzband hinaus 
ab (siehe Abb. 3.12), dann weichen auch die Wirkleistungsflüsse ab (siehe Abschnitt 2.2).  
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Die Höhe des Toleranzbandes orientiert sich an dem IEEE-Standard für PMUs [113]. In diesem 
wird ein einzuhaltender Zeitfehler von ±31 µs für ein 50 Hz System angegeben, was einem Pha-
senwinkelfehler von ±0,57° entspricht. Entsprechend erfolgt erst bei einer Abweichung von 
±0,57° eine Anpassung der PST-Winkel, um mögliches Rauschen der gemessenen Knotenspan-
nungswinkel nicht als Störung zu identifizieren. Das Zeitintervall ∆t ist so zu wählen, dass nach 
einer Störung ein stationärer Zustand erreicht ist. Ist das Zeitintervall ∆t zu kurz, könnte die Kno-
tenspannungswinkeländerung vor einem stationären Zustand und somit als zu gering abgeschätzt 
werden. Im Falle eines zu lang gewählten Zeitintervalls ∆t würde wertvolle Zeit verloren gehen, 
um auf eine Änderung des Knotenspannungswinkels zu reagieren. In [114] und [115] werden als 
optimales Zeitintervall ∆t 1,33 Sekunden angegeben.  

 

Abb. 3.12: Detektion der Knotenspannungswinkelabweichung 

Somit ergibt sich je nach Anzahl K der PMUs ein Vektor ∆δobserved mit den beobachteten Knoten-
spannungswinkelabweichungen ∆δPMU,i. 
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Zur Bestimmung dieser beobachteten Knotenspannungswinkelabweichung erfolgt ein Abgleich 
der Plan- und Ist-Knotenspannungswinkel, sowohl zentral in der WAMS nachgelagerten Analy-
seeinheit als auch lokal an den einzelnen PMUs. Zu diesem Zweck werden die im DACF/IDCF-
Prozess berechneten Knotenspannungswinkel δSoll,i lokal in einer Analyseeinheit an den PMUs 
im zyklischen Verfahren hinterlegt. Dementsprechend können bei Auftritt einer nicht-identifi-
zierbaren Wirkleistungsflussänderung die lokalen Anpassungsmethoden (siehe Abschnitt 3.4.4 
und Abschnitt 3.4.53.4.4) auf die lokal hinterlegten Plan-Knotenspannungswinkel zugreifen, eine 
Abweichung dezentral bestimmen und dezentral reagieren. Diese lokale Anpassung wird nur vor-
genommen, wenn die ungeplanten Wirkleistungsflussänderungen keiner Ursache klar zugeordnet 
werden können und somit keine zentral vorausbestimmten korrektiven Arbeitspunkte einstellbar 
sind.  
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Eine eindeutige Detektion von Leitungsausfällen und somit von den angesprochenen klar identi-
fizierbaren Ursachen für ungeplante Wirkleistungsflussänderungen ist ebenfalls mithilfe der 
PMUs möglich. Das dafür notwendige Verfahren wird in [114], [115] beschrieben und nutzt ne-
ben den PMU-Messdaten nur Daten zur Netztopologie sowie zu den Leitungsadmittanzen. Wei-
terhin wird angenommen, dass sich das Netz zum Zeitpunkt der Detektion wieder in einem stati-
onären Zustand befindet. 

Die Methodik aus [114], [115] sieht vor, dass anhand der aktuellen Netztopologie die resultieren-
den Knotenspannungswinkeländerungen an den PMUs nach Eintritt jedes möglichen Leitungs-
ausfalls l berechnet werden. Somit ergibt sich für jeden Leitungsausfall l ein bestimmter Vektor 
an berechneten Knotenspannungswinkeländerungen ∆δcalculated,l, der mit dem beobachteten Vektor 
∆δobserved zu vergleichen ist. Der berechnete Vektor eines Leitungsausfalls, der dann mit dem be-
obachteten am besten übereinstimmt, identifiziert die Nummer der in der Realität ausgefallenen 
Leitung. In dem in Abb. 3.13 dargestellten Beispiel ist dies die Leitung 2, da die berechnete Kno-
tenspannungswinkeländerung ∆δcalculated,2 am ehesten der beobachteten ∆δobserved entspricht. 

 

Abb. 3.13: Bestimmung des Knotenspannungswinkeländerungsvektors, der dem beobachte-
ten Ereignis am besten entspricht 

Die sich auf Basis der Berechnung ergebenden Knotenspannungswinkeländerungen ∆δcalculated,l 

lassen sich unter den vereinfachenden Annahmen der DC-Leistungsflussberechnung allein aus 
der inversen Suszeptanzmatrix B-1 des aktuellen Netzes, einer PMU-Identifizierungsmatrix K und 
einem Einspeisevektor berechnen. 

Die PMU-Identifizierungsmatrix K gibt die Position der PMUs im Netz an und ist eine K×N-
Matrix, wobei K die Anzahl der PMU-Knoten und N die Anzahl der Netzknoten widerspiegeln. 
Die in Gleichung (3.36) angegebene Matrix I ist die K×K Identifizierungsmatrix und die Matrix 0 
ist eine K×(N-K) Nullmatrix. 

 
( )K K K N K× × −

 =  K I 0   (3.36) 

Der Ausfall der betrachteten Leitung wird durch gleiche, aber gegensinnige Einspeisungen Pl an 
dem Start- und Endknoten der Leitung simuliert. In Gleichung (3.37) ist dies durch die Werte 
Pl,start und Pl,end dargestellt, die in dem Vektor mit der Länge N×1 an der Position des Start- und 
des Endknotens der betrachteten Leitung eingefügt sind. Alle anderen Werte dieses Spaltenvek-
tors sind Null, was durch den Wert [0] dargestellt ist. 
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Wie in Gleichung (3.38) zu sehen, sind die Veränderungen der Knotenspannungswinkel linear 
abhängig von der transportierten Leistung Pl auf der Leitung l. Erfolgt nun eine Normierung der 
beobachteten ∆δobserved,l und berechneten ∆δcalculated,l Knotenspannungswinkeländerungen, können 
diese unabhängig vom Wirkleistungsfluss miteinander verglichen werden. Dazu wird in [114], 
[115] eine Normalized Angle Distance (NAD) eingeführt und wie folgt berechnet: 

 

min

observed calculated

observed calculated
l

observed calculated

observed calculated

NAD

δ δ
δ δ

δ δ
δ δ

 ∆ ∆
−

∆ ∆
= 

∆ ∆ + ∆ ∆

  (3.39) 

Nach Bestimmung der NAD für jeden möglichen Leitungsausfall, in Bezug zu den beobachteten 
Knotenspannungswinkeländerungen, wird anschließend die Leitung l mit der minimalen NAD 
ermittelt, die entsprechend der Ähnlichkeit zwischen den berechneten und beobachteten Span-
nungswinkeländerungen als ausgefallene Leitung l identifiziert wird. Eine schematische Darstel-
lung der NAD ist in Abb. 3.14 abgebildet. 

 

Abb. 3.14: Schematische Darstellung der Normalized Angle Distance NAD 
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3.4.3 Methode zur korrektiven Anpassung von PST und HGÜ-VSC bei klar iden-
tifizierbaren Leistungsflussänderungen 

Insbesondere bei Ausfällen von stark ausgelasteten Betriebsmitteln und einer sich dadurch neu 
ergebenden Topologie des Gesamtsystems (AC-Netz und HGÜ-Verbindungen) ist eine Gesamt-
koordinierung unter Berücksichtigung der neuen Topologie und aller Betriebsmittelgrenzen er-
forderlich. Diese Betriebsmittelausfälle verursachen teilweise große Wirkleistungsflussänderun-
gen und bedürfen aufgrund dessen einer regelzonenübergreifend koordinierten Anpassungsstra-
tegie.  

Mit der in Abschnitt 3.4.2 gezeigten Methode lassen sich die Ausfälle von AC- und DC-Leitungen 
anhand ihres Fehlerbildes identifizieren und somit gezielt korrektive Maßnahmen ausführen. Kor-
rektive Maßnahmen beschreiben die Korrektur der PFCD-Arbeitspunkte nach einem Betriebsmit-
telausfall im Netz, wobei die korrektiven Arbeitspunkte bereits im Voraus bestimmt werden. 

Somit ähnelt der korrektive Ansatz der Day-Ahead- und Intraday-Optimierung der PFCD-Ar-
beitspunkte aus dem Abschnitt 3.3, mit dem Unterschied, dass für jedes Optimierungsintervall 
eine Vielzahl an möglichen Lösungen zu bestimmen ist. Die Anzahl der zu berechnenden korrek-
tiven Arbeitspunkte richtet sich an der Anzahl der zu berücksichtigenden Betriebsmittelausfälle. 
Klassischerweise kann eine Netzausfallanalyse ((n-1)-Analyse) durchgeführt werden, um die be-
schriebenen Ausfälle zu erfassen. 

Mithilfe dieser Liste kritischer Betriebsmittelausfälle ist es möglich, für jeden Betriebsmittelaus-
fall eine SCOPF-Berechnung durchzuführen [82]. Wie Abb. 3.15 zeigt, liegt der Fokus auf der 
Bestimmung neuer Arbeitspunkte für die PSTs und HGÜ-VSCs unter Beachtung der aus dem 
jeweiligen Betriebsmittelausfall resultierenden Netztopologie sowie der prognostizierten Ein-
speise- und Lastsituationen.  

 

Abb. 3.15: SCOPF-Methode zur korrektiven Arbeitspunktbestimmung für PSTs und HGÜ-
VSCs, in Anlehnung an [116] 

Im Rahmen der SCOPF-Optimierung ist es das Ziel, korrektive Arbeitspunkte zu bestimmen, die 
im Betriebsmittelausfall zu einer Beseitigung möglicher auftretender Grenzwertverletzungen füh-
ren. Dabei erfolgt eine zentral koordinierte Optimierung der PFCD-Arbeitspunkte bei einer zent-
ralen Instanz unter Verwendung der dort von den beteiligten ÜNBs hinterlegten Prognosedaten.  

Ziel der Optimierung ist es, die aus dem kritischen Betriebsmittelausfall resultierenden Nebenbe-
dingungsverletzungen zu korrigieren. Dementsprechend soll die Anpassung der beschriebenen 
PST- und HGÜ-VSC-Stellgrößen gerade so groß ausfallen, um die Grenzwertverletzungen der 
definierten Nebenbedingungen (siehe 3.1.2) aufzuheben. Diese Minimierung der Arbeitspunktän-
derung zwischen dem alten (vor dem Ausfall) und dem neuen (nach dem Ausfall) Sollwert ent-
spricht mathematisch der bereits vorgestellten Gleichung (3.8). Somit ergibt sich die in Gleichung 
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(3.40) dargestellte Zielfunktion, die wiederum mithilfe des Differential Evolution Algorithmus 
aus Abschnitt 3.3 minimiert wird.  

( ) ( ) ( )1 2ufitness u g F u g ST u∆= ⋅ + ⋅  (3.40) 

Das beschriebene Minimieren der Arbeitspunktkorrektur stellt zusätzlich sicher, das bereits durch 
Eintritt des Betriebsmittelausfalls angeregte System nicht noch zusätzlich durch ein starkes An-
passen der HGÜ-VSC-Wirkleistungen und PST-Stufenpositionen zu destabilisieren. Eine Über-
führung in ein neues Gesamtoptimum ist nach der korrektiven Herstellung eines zulässigen Sys-
temzustandes durch eine weitere PFCD-Arbeitspunktanpassung möglich, die sich an den Ziel-
funktionen im Normalbetrieb orientiert. Die Vorberechnung der korrektiven Anpassung an zent-
raler Stelle vor Eintritt eines möglichen Betriebsmittelausfalls ermöglicht zudem eine frühe Ab-
stimmung zwischen einzelnen ÜNBs im Falle Regelzonen-übergreifender HGÜ- und PST-Ver-
bindungen oder weiterer systemrelevanter Aspekte. 

Der Gesamtablauf der korrektiven Arbeitspunktberechnung (SCOPF), parallel zur vorausplanen-
den OPF-Berechnung, sowie die Einstellung der korrektiven Arbeitspunkte ist schematisch in 
Abb. 3.16 visualisiert. 

 

Abb. 3.16: Schema der SCOPF-Berechnung zur Bestimmung korrektiver Arbeitspunkte 
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3.4.4 Methode zur lokalen Anpassung von PSTs im Onlinebetrieb 

Treten ungeplante Wirkleistungsflussänderungen auf und der Grund dafür ist nicht klar identifi-
zierbar, ist eine Anpassung der PST-Sollwerte vorzunehmen. Eine vollständige OPF-Berechnung 
mit Berücksichtigung der neu auftretenden Lastsituation ist im Onlinebetrieb aufgrund des kom-
munikationsintensiven Datenaustausches zwischen verschiedenen ÜNBs und dem Berechnungs-
aufwand zeitlich im Minutenbereich anzusehen. Dementsprechend wird von einer regelzonen-
übergreifenden Optimierung abgesehen und vielmehr auf eine PST-Anpassung mit lokal vorhan-
denen Daten gesetzt, so dass sich die zu berücksichtigende Datenmenge und die Berechnungszeit 
auf den Sekundenbereich verringern.  

Als Ausgangspunkt für die nachfolgend vorgestellte Methode werden die im DACF- und IDCF-
Prozess anhand der in Abschnitt 3.3.2 definierten Zielfunktion ermittelten PST-Sollwerte und 
Wirkleistungsflüsse herangezogen. Ziel ist es, im Onlinebetrieb die geplanten Wirkleistungs-
flüsse auf PST-Interkonnektoren zwischen zwei Regelzonen zu gewährleisten. Weichen die Ist- 
von den Sollwirkleistungsflüssen ab, sind entsprechende Anpassungen vorzunehmen. Diese Ziel-
vorgabe dient insbesondere der Einhaltung der geplanten Austauschleistungen und der Vermei-
dung von möglichen ungeplanten Transitflüssen durch benachbarte Regelzonen.  

Um eine Berechnung von korrektiven PST-Sollwerten innerhalb von Sekunden zu ermöglichen, 
werden die Phase Shifter Distribution Factors (PSDF) verwendet [117]. Diese Faktoren stellen 
die Änderung des Phasenwinkels an einem PST in Verbindung mit den Veränderungen der 
Wirkleistungsflüsse auf den Leitungen im Netzgebiet dar. Dabei gibt der Faktor explizit an, wie 
sich die Leistungsflüsse ∆p auf den einzelnen Leitungen verändern, wenn sich der PST-Winkel 
um 1° ändert [117], [118]. Die PSDFs sind beispielhaft für ein Testnetz in Abb. 3.17 angegeben, 
wobei anzumerken ist, dass weder die Einspeisung noch die Last verändert wird. Lediglich die 
Einkopplung eines Zusatzwinkels führt zu einer Änderung der Wirkleistungsflüsse. 

 

Abb. 3.17: Phase Shifter Distribution Factor an einem Beispielnetz 

Die PSDFs ergeben sich aus der vereinfachten DC-Leistungsflussberechnung und sind somit Nä-
herungswerte bezüglich der tatsächlichen Wirkleistungsflussänderungen. Die entsprechende Be-
rechnung der PSDFs sind in den Gleichungen (3.41) und (3.42) angegeben. Dabei beschreibt 
Gleichung (3.41) die Berechnung des PSDFs für die Leitung (i,j), auf der der PST integriert ist, 
während die Gleichung (3.42) die PSDFs für alle anderen Leitungen (p,q) ohne PST berechnet. 
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Die PSDFs sind zum einen von der Suszeptanz Bij der Leitung mit integrierten PST und der Sus-
zeptanz Bpq der Leitung, für die der PSDF berechnet wird, abhängig. Diese Werte können aus der 
Suszeptanzmatrix B des betrachteten Netzes ermittelt werden. Weiterhin finden die entsprechen-
den Elemente der Matrix C Berücksichtigung. Die Matrix C ist die inverse der Suszeptanzmatrix 
B, in der zuvor die Zeile und Spalte des Slackknotens entfernt wurden. Erst dieser Schritt ermög-
licht die Invertierung der zuvor singulären Matrix. Nach Invertierung erfolgt das Einfügen einer 
Nullzeile und -spalte an entsprechender Position des Slackknotens [44]. 

Mit den berechneten PSDFs können anschließend die Wirkleistungsflüsse p auf den Leitungen in 
Abhängigkeit von PST-Winkel αij bestimmt werden. Dazu wird der Wirkleistungsfluss p0 bei 
PST-Winkel in Neutralstellung (α = 0°) mit dem Produkt aus PSDF und PST-Winkel addiert. 

,0
ij

ij ij ijijp p PSDFαα= + ⋅  (3.43) 

,0
pq

pq ij ijpqp p PSDFαα= + ⋅  (3.44) 

Sind in einem Netz mehrere PSTs integriert, ist es möglich, dass sich deren Wirkungen überla-
gern. Dies wird berücksichtigt, in dem die PSDFs jedes PSTs mit dem entsprechenden PST-Win-
kel und dem Wirkleistungsfluss p0 (alle PST-Winkel in Neutralstellung) aufsummiert werden. 
Die Indexierung für die zusätzlichen Leitungen mit integrierten PSTs ist in den Gleichungen 
(3.45) und (3.46) durch die Anfangsknoten k und die Endknoten l angegeben. 
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pq pq kl kl
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p p PSDF= + ⋅∑ αα  (3.46) 

Somit trägt jeder zusätzliche PST einen Beitrag zum resultierenden Wirkleistungsfluss über eine 
Leitung bei. Diese Änderung des Wirkleistungsflusses ist unter den vereinfachten DC-Leistungs-
flussannahmen von der Netztopologie und dem PST-Phasenwinkel, und nicht von der Einspei-
sesituation abhängig [44].  

Abb. 3.18 zeigt beispielhaft drei Regelzonen, die durch drei Interkonnektoren mit integrierten 
PSTs verbunden sind. Ausgehend von den gezeigten Gleichungen (3.45) und (3.46) lässt sich aus 
dem Produkt von PSDF und Winkeländerung ∆α, aufsummiert über alle PSTs, die resultierende 
Wirkleistungsflussänderung ∆p auf der Leitung berechnen. In den folgenden Gleichungen (3.47) 
bis (3.49) ist dies für die wechselseitige Beeinflussung der drei PSTs zwischen der RZ A und der 
RZ B bzw. der RZ C dargestellt.  
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Abb. 3.18: Abbildung der PST-Interkonnektoren inklusive der Umspannwerksnamen zwi-
schen drei Regelzonen 

Interkonnektor von UW A1 (RZ A) zu UW B1 (RZ B)  

PST1 PST2 PST3
PST1 A1-B1 PST2 A1-B1 PST3 A1-B1 A1-B1PSDF PSDF PSDF p∆ ⋅ + ∆ ⋅ + ∆ ⋅ = ∆α α α  (3.47) 

Interkonnektor von UW A2 (RZ A) zu UW B2 (RZ B)  

PST1 PST2 PST3
PST1 A2-B2 PST2 A2-B2 PST3 A2-B2 A2-B2PSDF PSDF PSDF p∆ ⋅ + ∆ ⋅ + ∆ ⋅ = ∆α α α  (3.48) 

Interkonnektor von UW A3 (RZ A) zu UW C1 (RZ C)  

PST1 PST2 PST3
PST1 A3-C1 PST2 A3-C1 PST3 A3-C1 A3-C1PSDF PSDF PSDF p∆ ⋅ + ∆ ⋅ + ∆ ⋅ = ∆α α α  (3.49) 

Je nach Anzahl der PSTs im betrachteten Netz lassen sich die linearen Gleichungen entsprechend 
fortsetzen. Für dieses Beispiel ergibt sich in Matrixschreibweise zusammenfassend Gleichung 
(3.50). Die PSDF-Matrix besteht aus einer [n x n]-Matrix mit der Anzahl der PSTs nPST als Di-
mension.  
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Wird Gleichung (3.50) entsprechend nach ∆α umgestellt (siehe Gleichung (3.51)), können bei 
einer Abweichung des Wirkleistungsflusses ∆p auf den Interkonnektoren die PST-Winkel ∆α 
berechnet werden, die zur Verringerung der Abweichungen ∆p notwendig sind. In diesem Bei-
spiel ergeben sich drei Gleichungen mit drei Unbekannten. 
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Die Lösung des linearen Gleichungssystems ergibt die entsprechenden PST-Winkeländerungen 
zur Verminderung bzw. Beseitigung der Abweichung zwischen geplanten und physikalischen In-
terkonnektoren-Wirkleistungsflüssen. Diese PST-Werte werden anschließend gemäß den mögli-
chen Stufungsschrittweiten der PSTs gerundet, da eine kontinuierliche Anpassung der Winkel in 
diesem Fall bei PSTs mit diskreten Laststufenschaltern nicht realisierbar ist. Durch das Runden 
der PST-Winkel kann die Abweichung zwischen Soll- und Ist-Austauschleistung nicht exakt auf 
null reduziert werden (siehe Abb. 3.19). Die Höhe der Abweichung kann dabei nicht genau be-
ziffert werden, da dies von verschiedenen Faktoren abhängig ist. Je feingliedriger die Stufenanz-
apfungen im PST sind bzw. je geringer die Differenz zum nächstmöglichen einstellbaren PST-
Winkel ist, desto geringer fallen die Rundungen der errechneten PST-Winkeländerung aus und 
die Abweichung kann auf ein Minimum gesenkt werden. Kleinere Abweichungen zwischen ge-
planten und physikalischen Wirkleistungsflüssen bleiben aufgrund der verwendeten vereinfach-
ten DC-Leistungsflussberechnung bestehen. 

Abb. 3.19 zeigt exemplarisch an einem Interkonnektor den geplanten Wirkleistungsfluss aus dem 
DACF-/IDCF-Prozess (gestrichelte Linie). Dieser Sollwert wird vom physikalischen Wirkleis-
tungsfluss im Zeitbereich t0 bis t1 innerhalb des erlaubten Toleranzbereiches eingehalten. Kommt 
es im Zeitpunkt t1 zu einer Abweichung, wird dies an den Interkonnektoren-PMUs erfasst. Mit-
hilfe der vorgestellten Berechnungsvorschrift erfolgt eine Bestimmung der notwendigen PST-
Winkeländerungen, um die Abweichung wieder innerhalb des definierten Toleranzbandes zu-
rückzuführen. Dieser korrigierte PST-Sollwert wird entsprechend im Zeitpunkt t2 eingestellt. 

Im Falle mehrerer PSTs ist darüber hinaus eine koordinierte PST-Anpassung bei ungeplanten 
Wirkleistungsflüssen auf den Interkonnektoren notwendig, so dass sich einzelne PST-Anpassun-
gen nicht negativ beeinflussen. Diesbezüglich ist es erforderlich, die erfassten Abweichungen 
zentral auszuwerten. Dies erfolgt mithilfe einer lokalen Erfassung der Wirkleistungsflüsse mittels 
PMUs. Dabei ist es notwendig, vor und nach den PSTs PMUs zu installieren, um mithilfe der 
Knotenwinkeldifferenz zwischen beiden Messpunkten die physikalischen Wirkleistungsflüsse 
bestimmen zu können. Die gemessenen physikalischen Wirkleistungsflüsse werden mit einem 
WAMS gesammelt und zur Auswertung an ein SCADA-System weitergeleitet. Dort erfolgt die 
Bestimmung der Abweichung zwischen gemessenen pij,ist und zentral hinterlegten, im DACF-
/IDCF-Prozess prognostizierten Wirkleistungsflüssen pij,soll. 

 

Abb. 3.19: Zentraler Ansatz zur PST-Anpassung 
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Im Falle einer Abweichung außerhalb des definierten Toleranzbandes erfolgt die Bestimmung der 
korrektiven PST-Sollwerte auf Basis der vorhandenen Wirkleistungsflussabweichung und der 
vorab berechneten PSDFs. Diese Faktoren berechnen sich aus der Knotenadmittanzmatrix des 
Netzes. Bei jedweder Änderung der Netztopologie müssen die PSDFs mit der aktualisierten Kno-
tenadmittanzmatrix neu berechnet und im SCADA hinterlegt werden. Der Informationsfluss für 
den PSDF-Ansatz ist in Abb. 3.20 visualisiert. 

 

Abb. 3.20: Zentraler Informationsfluss beim PSDF-Ansatz 

Im seltenen, aber möglichen Fall eines Auftretens von Mehrfachfehlern im Übertragungsnetz, 
zum Beispiel beim Ausfall mehrerer Leitungen, kann es zu großen unvorhergesehenen Wirkleis-
tungsflussänderungen kommen. In diesem Fall ist eine Anpassung der Wirkleistungsflussvorga-
ben für die Interkonnektoren notwendig. Ein starres Festhalten an den geplanten Austauschleis-
tungen ist nicht sinnvoll, da somit vorhandene engpassbeseitigende Maßnahmen in anderen Re-
gelzonen nicht genutzt werden würden. Eine Anpassung der Interkonnektoren-Sollwerte ermög-
licht es, die auftretenden Überlastungen auf Leitungen in mehreren Regelzonen aufzuteilen. Hier-
bei ist eine koordinierte Abstimmung zwischen den beteiligten ÜNBs notwendig. 

Lokale PST-Anpassungsmethode bei einem Ausfall der Netzleittechnik 

Im Falle eines Ausfalls der Netzleittechnik und somit der Kommunikationstechnik zwischen den 
PMUs und dem WAMS, bzw. zwischen SCADA und PSTs, ist eine Berechnung und Einstellung 
korrigierter und koordinierter PST-Sollwerte nicht mehr möglich. In diesem Fall verbleiben die 
PSTs zuerst in ihrer aktuellen Stufenstellung und beteiligen sich nicht mehr an der aktiven 
Wirkleistungsflusssteuerung. 

Berechnung korregierter 
PST-Winkel

Netztopologie

PSDF-Faktoren 
Wirkleistungsfluss

-abweichung 
Interkonnektor

Messwerte

Ist-Wirkleistungsflüsse 
Interkonnektoren

Soll- 
Wirkleistungsflüsse 
Interkonnektoren 

Korrigierte PST-
Stufenstellerposition

WAMS

PMU PMU

...

...

...

...

...

...

...

...

...

...

...

...

SC
A

D
A Berechnung der PSDF-

Faktoren

Erfassung 
unvorhergesehener 

Leistungsflussänderungen 



Netzbetriebsverfahren mit PSTs und HGÜ-VSCs  67 

Daneben ist auch eine Umstellung auf eine unkoordinierte, dezentrale PST-Betriebsführung mög-
lich, wenn der Ausfall der Netzleittechnik an den PSTs erkannt wird. Dies ist zum Beispiel iden-
tifizierbar, wenn ein zyklischer Statusdatensatz des SCADA-Systems bei den PST-Steuereinhei-
ten ausbleibt. In diesem Fall stellt jeder PST für sich die lokal hinterlegten Austauschleistungen 
(zum Beispiel für 24 Stunden im Voraus) mithilfe der PSDF-Methode bei auftretenden Abwei-
chungen wieder her. Dementsprechend wird lokal an jedem PST die zuletzt übertragene Netzto-
pologie für die Berechnung der PSDF-Faktoren verwendet. 

Es ist zu beachten, dass die installierten PFCDs einen sich überschneidenden Einflussbereich be-
züglich der Wirkleistungsänderung haben können. Dies impliziert, dass die lokale und unkoordi-
nierte PST-Sollwertanpassung jedes einzelnen PSTs die Einhaltung des vorgegebenen Ziels an-
derer PSTs beeinflussen kann. In diesem Fall ist eine gleichzeitige Anpassung mehrerer PSTs zu 
vermeiden, um eine mögliche Kumulation negativer Beeinflussungen zu vermeiden. Dementspre-
chend wird für eine dezentrale Steuerung ein gestufter Anpassungsprozess entworfen, indem für 
jeden PST ein für ihn vorgelegtes, sich wiederholendes Zeitintervall für Anpassungsmaßnahmen 
definiert wird (siehe Abb. 3.21). Dies führt zwar auch zu einer Beeinflussung der Wirkleistungs-
flüsse auf anderen PST-Interkonnektoren, gleichzeitig ist diese Beeinflussung begrenzt und es 
kommt zu keiner kumulierten Überlagerung. 

 

Abb. 3.21: Lokaler Ansatz zur zyklischen, zeitversetzten PST-Anpassung bei einem Ausfall 
der Netzleittechnik 

Die gestuften PST-Anpassungen haben Einfluss auf die Leitungsbelastungen im gesamten Ver-
bundnetz und können zu einer besseren oder schlechteren Einhaltung der technischen Nebenbe-
dingungen führen. Im Rahmen der Methode wird nur auf lokale Daten der betreffenden PST-
Interkonnektoren zugegriffen. Dementsprechend ist es nicht möglich, Grenzwertverletzungen auf 
anderen Betriebsmitteln zu berücksichtigen, die durch die PST-Anpassungsmaßnahmen auftreten 
können. 
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3.4.5 Methode zur lokalen Anpassung von HGÜ-VSCs im Onlinebetrieb 

HGÜ-Verbindungen entlasten das bestehende AC-Netz durch die Schaffung neuer Transportka-
pazitäten. Die Nutzung dieser Kapazitäten ist auch im Falle von Wirkleistungsflussänderungen 
im AC-Netz mit nicht eindeutig identifizierbarer Ursache vorzunehmen, um durch eine dynami-
sche Anpassung der HGÜ-VSC-Arbeitspunkte die AC-Netze aktiv zu entlasten. Eine dafür ein-
setzbare Methode wird in [75], [119] entworfen und entsprechend in das Netzbetriebsführungs-
verfahren als Modul integriert. 

Grundlage zur Anpassung der HGÜ-VSC-Sollwerte stellt die vereinfachte Leistungsflussglei-
chung in Gleichung (2.1) aus Abschnitt 2.2 dar. Wie dort bereits beschrieben, ist der Wirkleis-
tungsfluss zwischen zwei Knoten von den Knotenspannungsamplituden u, der Leitungsreaktanz 
xij und vor allem von der Knotenspannungswinkeldifferenz ∆δ abhängig. Diese Eigenschaft nutzt 
das sogenannte Winkelgradientenverfahren (engl.: Angle Gradient Method (AGM)), um verän-
derte Wirkleistungsflüsse im AC-Netz zwischen zwei HGÜ-VSC-Knoten zu identifizieren. Die 
dafür notwendige Messung der Knotenspannungswinkel (δist,i, δist,j) lässt sich durch den Einsatz 
von PMUs an den HGÜ-VSC-Knoten in Verbindung mit einem WAMS realisieren (siehe Abb. 
3.22). 

 

Abb. 3.22: Platzierung der PMUs für die lokale HGÜ-VSC-Anpassung 

Mithilfe der an den HGÜ-VSC-Knoten gemessenen Daten sowie einer Ersatzreaktanz xij lassen 
sich die tatsächlichen Wirkleistungsflüsse im AC-Netz näherungsweise bestimmen. Die Ersatz-
reaktanz xij spiegelt die Reaktanz des vermaschten AC-Netzes zwischen zwei weit entfernten 
HGÜ-VSC-Knoten wider und ergibt sich aus der Netzersatzberechnung. Ein mögliches Verfahren 
dafür ist zum Beispiel der WARD-Ansatz [120]. Vereinfacht ist ebenso die Verwendung eines 
durchschnittlichen Wertes für die Ersatzreaktanz xij möglich. 
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Genauso, wie sich aus den gemessenen Knotenspannungswinkeln die physikalischen Wirkleis-
tungsflüsse pIst,ij approximieren lassen, ist es auch möglich die prognostizierten AC-Wirkleis-
tungsflüsse pSoll,ij zwischen zwei HGÜ-VSC-Knoten zu bestimmen (siehe Gleichung (3.52) und 
(3.53)). Die dafür notwendigen vorausberechneten Knotenspannungswinkel werden im DACF-
/IDCF-Prozess bestimmt und den HGÜ-VSCs lokal für jeden Zeitschritt zur Verfügung gestellt.  

( )Soll, Soll,
Soll, Soll, Soll,sini j

ij i j
ij

u u
p

x
δ δ

⋅
= ⋅ −   (3.52) 

( )Ist, Ist,
Ist, Ist, Ist,sini j

ij i j
ij

u u
p

x
δ δ

⋅
= ⋅ −  (3.53) 

Da die Ersatzreaktanz xij in den Gleichungen (3.52) und (3.53) gleich ist und auch die Spannungen 
keinen großen Einfluss auf die approximierten Wirkleistungsflüsse haben, gilt als Näherung:  

( )Soll, Soll, Soll,~ sinij i jp δ δ−   (3.54) 

( )Ist, Ist, Ist,~ sinij i jp δ δ−  (3.55) 

Ein Vergleich von pSoll,ij und pIst,ij ermöglicht im Onlinebetrieb die schnelle Erfassung von unge-
planten Wirkleistungsflussänderungen sowie die Anpassung der HGÜ-VSC-Sollwerte. Diese An-
passung erfolgt mithilfe eines Aufteilungsfaktors kij, der die detektierten ungeplanten AC-
Wirkleistungsflüsse auf das AC-Netz und die HGÜ-Verbindungen verteilt. Die HGÜ-VSC-Soll-
wertänderungen ergeben sich dementsprechend aus der Differenz von pSoll,ij und pIst,ij, multipliziert 
mit dem Aufteilungsfaktor kij (siehe Gleichung (3.56) und (3.57)). Die neuen Sollwerte können 
dann unmittelbar von den HGÜ-VSCs umgesetzt werden [75]. 

( )Ist,VSC, VSC,Soll, Soll,ij iji i ijp p k p p= + −   (3.56) 

( )Ist,VSC, VSC,Soll, Soll,ij jij j jip p k p p= + −  (3.57) 

Aufgrund der hohen Dynamik der HGÜ-VSCs ist eine kontinuierliche Anpassung der HGÜ-
VSCs und somit eine aktive Beteiligung der HGÜ-Verbindungen an der Minimierung von unge-
planten Wirkleistungsflussänderungen im AC-Netz möglich. Gleichzeitig kann durch die Einfüh-
rung einer Toleranzgrenze, zum Beispiel |0,1 p.u.|, erreicht werden, Anpassungen bei geringen 
Wirkleistungsflussschwankungen, wie zum Beispiel durch Lastrauschen, zu verhindern. Weiter-
hin erfolgt die Berücksichtigung der HGÜ-VSC-Umrichtergrenzen, so dass diese bei einer Soll-
wertanpassung nicht verletzt werden können.  

Der schematische Ablauf des vorgestellten Winkelgradientenverfahrens zur lokalen HGÜ-VSC-
Sollwertanpassung ist zusammenfassend in Abb. 3.23 abgebildet. 
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Abb. 3.23: Schematischer Ablauf des Winkelgradientenverfahrens 

 

3.5 Synthese aller Methoden zu einem Netzbetriebsansatz 
In den vorherigen Abschnitten wurden verschiedene Methoden entworfen und vorgestellt, die die 
operativen Abläufe der ÜNBs in den zwei zeitlich unterschiedlichen Bereichen Netzbetriebspla-
nung und Netzbetriebsführung unterstützen. Dabei besitzt jede Methode angepasste Zielfunktio-
nen, die sich sowohl in der zeitlichen, in der räumlichen als auch bei den zu beeinflussenden 
PFCDs unterscheiden. Gleichzeitig bilden die vorgestellten Methoden zur Day-Ahead-, Intraday- 
und Online-Arbeitspunktbestimmung aus Netzbetriebssicht eine zusammenhängende Einheit, de-
ren Maßnahmen sich je nach Netzsituation parallel ergänzen oder in der zeitlichen Abfolge ablö-
sen. Dieser sich ergebende schematische Ablauf ist in Abb. 3.24 illustriert, wobei im ersten Schritt 
entsprechend prognostizierten DACF- und IDCF-Daten und mithilfe der OPF-Methode die Ar-
beitspunkte für die PSTs und HGÜ-VSCs im Voraus bestimmt werden (siehe Abschnitt 3.3). An-
schließend werden diese Sollwerte, die die hinterlegte mehrdimensionale Zielfunktion bestmög-
lich erfüllen, im SCADA-System bei jedem ÜNB hinterlegt und im Onlinebetrieb für jeden Zeit-
schritt abgerufen und entsprechend eingestellt.  
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Abb. 3.24: Gesamtheitlicher Netzbetriebsansatz, in Anlehnung an [121] 

Treten im Onlinebetrieb Abweichungen zwischen den geplanten und physikalischen Wirkleis-
tungsflüssen auf, greifen zeitlich nach dem Ansprechverhalten des konventionellen Netzschutzes 
die vorgestellten Methoden zur korrektiven bzw. korrigierten PFCD-Arbeitspunktanpassung. Da-
bei wird zuerst untersucht, ob die Wirkleistungsflussänderung einer Ursache klar zuzuordnen ist. 
Ist dies der Fall, erfolgt die automatische Aktivierung der zu der identifizierten Störung voraus-
berechneten korrektiven SCOPF-Sollwerte für alle HGÜ-VSCs und PSTs (siehe Abschnitt 3.4.3). 
Diese Sollwerte werden bereits im Voraus für alle AC-Leitungsausfälle berechnet und sind in den 
SCADA-Systemen der ÜNBs hinterlegt. Ist die Ursache für die Wirkleistungsflussabweichung 
dagegen nicht klar zu identifizieren, sind die lokalen PST- und HGÜ-VSC-Methoden aus den 
Abschnitten 3.4.4 und 3.4.5 aufzurufen. In diesem Fall werden die ungeplanten Wirkleistungs-
flüsse mithilfe der AGM-Methode automatisch von den HGÜ-VSCs auf die DC-Leitungen und 
das AC-Netz verteilt. Die PSTs stellen dagegen, bei Anwendung der PTDF-Methode in zeitlicher 
Nähe, die geplante Austauschwirkleistung auf ausgewählten Interkonnektoren wieder her. Wei-
terhin ist zu einem späteren Zeitpunkt wieder die Einstellung von vorausberechneten OPF-Soll-
werten möglich, wenn im Rahmen des IDCF-Prozesses neue regelzonenübergreifend koordinierte 
Arbeitspunkt bestimmt wurden bzw. die Ursache der ungeplanten Wirkleistungsflussänderungen 
beseitigt ist. 

3.6 Zusammenfassung 
In Kapitel 3 erfolgt der Entwurf eines gesamtheitlichen Netzbetriebsverfahrens für die wirkleis-
tungsflussbeeinflussenden Betriebsmittel PST und HGÜ-VSC, das verschiedene Zielsetzungen 
erfüllt. Die dafür durchgeführte Anforderungsanalyse beschreibt zu berücksichtigende Anforde-
rungen, die sich unter anderem aus der Einhaltung von etablierten Standards, aus verankerten 
technischen sowie gesetzlichen Richtlinien als auch aus der erforderlichen Einbindung der PFCDs 
in den Netzbetrieb ergeben. Dabei wird festgestellt, dass sich die Zielsetzungen des Netzbetriebs-
verfahrens vor allem in zeitliche, örtlich koordinierende und verfahrensspezifische Anforderun-
gen einteilen lassen und zur geeigneten Erfüllung der herausgearbeiteten Anforderungen mehrere 
Verfahren zu entwerfen sind. Dementsprechend besteht das Netzbetriebsverfahren aus insgesamt 
drei Hauptbestandteilen. 

Dies ist im ersten Teil ein OPF-basiertes Verfahren, das mithilfe von prognostizierten Einspeise- 
und Lastdaten die optimalen PST- und HGÜ-VSC-Sollwerte für den prognostizierten Zeitpunkt 
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zentral koordiniert bestimmt. Somit erfordert es explizit die zuverlässige Weiterleitung der not-
wendigen Prognosedaten und Netztopologien von den beteiligten ÜNBs an die zentrale Instanz. 
Dort werden anschließend im Rahmen des DACF- und IDCF-Prozesses die optimalen PFCD-
Sollwerte mithilfe eines Differential Evolution Algorithmus bestimmt und an die ÜNBs als Hand-
lungsempfehlung weitergereicht. Die hinterlegte Zielfunktion besteht aus mehreren Teilzielfunk-
tionen, wie der Einhaltung der netzspezifischen Nebenbedingungen, der Einhaltung der (n-1)-
Sicherheit, der Vermeidung von Kreisflüssen sowie der Minimierung der Arbeitspunktänderun-
gen bei einem Arbeitspunktwechsel. Die Einbindung weiterer Zielfunktionen ist ebenfalls mög-
lich. 

Der zweite Bestandteil des Netzbetriebsverfahrens stellt anschließend ein Verfahren für Situatio-
nen bereit, wenn die prognostizierten Wirkleistungsflüsse im Netzbetrieb nicht mit den physika-
lischen übereinstimmen und die Ursache für diese Abweichung eindeutig einem Leitungsausfall 
zuzuordnen ist. In diesem Fall erfolgt die Einstellung von vorausberechneten korrektiven PST- 
und HGÜ-VSC-Sollwerten. Diese Korrektivwerte werden ebenfalls von einer zentralen Instanz 
vorausberechnet und den beteiligten ÜNBs zur Verfügung gestellt. Ausgangsbasis für diese Be-
rechnung ist das zum jeweiligen Zeitintervall optimierte OPF-Ergebnis, von dem ausgehend alle 
Leitungsausfälle simuliert und die geeignetsten Arbeitspunkte in einem SCOPF-basierten Opti-
mierungsprozess bestimmt werden. Explizites Ziel der Optimierung ist es, die aus dem kritischen 
Betriebsmittelausfall resultierenden Nebenbedingungsverletzungen zu korrigieren. Dementspre-
chend ist die Anpassung der beschriebenen PST- und HGÜ-VSC-Stellgrößen gerade so groß, um 
die Grenzwertverletzungen der definierten Nebenbedingungen, wenn möglich, zu beseitigen. 

Weiterhin werden zwei Methoden vorgestellt, die zum Einsatz kommen, wenn ungeplante 
Wirkleistungsflussänderungen im Netzbetrieb auftreten und deren Ursachen nicht eindeutig zu 
identifizieren sind. Dies ist zum Beispiel bei Prognosefehlern in der Einspeisung erneuerbarer 
Energien der Fall, die sich großflächig auf mehrere Netzknoten auswirken. In diesem Fall ist 
aufgrund der erforderlichen schnellen Reaktion im Onlinebetrieb eine ausführliche zentral koor-
dinierte Optimierung der PFCD-Sollwerte nicht vorgesehen. Vielmehr enthält das Verfahren ge-
sonderte Anpassungsmethoden für die PSTs und HGÜ-VSCs. Ziel der lokalen PST-Anpassung 
ist es, die geplanten Wirkleistungstransporte auf den Interkonnektoren wiederherzustellen und 
somit ungeplante Transitflüsse zu vermeiden. Die dafür verwendeten PSDF-Faktoren ermögli-
chen eine schnelle Berechnung der korrigierten PST-Sollwerte, da sie explizit einen linearen Zu-
sammenhang zwischen Wirkleistungsflussänderung und PST-Winkel darstellen. Zur Anpassung 
der HGÜ-VSC-Sollwerte wird dagegen das Winkelgradientenverfahren verwendet, das unge-
plante Wirkleistungsflussänderungen sowohl auf die AC- als auch die DC-Leitungen verteilt. 
Diese Anpassungen erfolgen automatisch durch die HGÜ-VSCs und werden aktiviert durch von 
PMUs erkannten Wirkleistungsflussabweichungen zwischen geplanten und physikalischen AC-
Wirkleistungsflüssen.  
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4 Fallbeispiele 

4.1 Modellsystem 
Zur Validierung der entworfenen und vorgestellten Verfahren werden geeignete Untersuchungen 
auf Basis numerischer Simulationen durchgeführt. Diesbezüglich erfolgt in den anschließenden 
Abschnitten die Erläuterung zur Modellbildung der PSTs und HGÜ-VSCs, zum Aufbau des Test-
netzes sowie zu den entworfenen Simulationsszenarien. 

Die Validierung beruht auf numerischen Fallbeispielen auf Basis von MATLAB und verwendet 
dafür eigens erstellte und vorhandene MATLAB-Funktionen. Weiterhin erfolgt die Einbindung 
des MATLAB-Add-ons MATPOWER [122], welches bereits MATLAB-Funktionen zur Berech-
nung von elektrischen Leistungsflüssen beinhaltet. 

 

4.1.1 Anforderungen an das Simulations-Testnetz 
Das in der Simulationsumgebung zur Analyse und Validierung verwendete Testnetz muss ent-
sprechende Anforderungen erfüllen, damit auch eine kritische Aussage über die Güte der Metho-
denfunktionsweise möglich ist. Diese grundlegenden Anforderungen sind: 

• Konvergenz der Leistungsflussberechnung für AC- und DC-Leitungen  

• Abbildung kritischer und unkritischer Netzsituationen, wie zum Beispiel Überlastsituati-
onen 

Je nach Simulationsvorhaben kommen folgende Anforderungen hinzu: 

• Konvergenz der Leistungsflussberechnungen bei Variation der einstellbaren Variablen 
(PST-Winkel, HGÜ-VSC-Wirkleistung) im Rahmen von OPF-Berechnungen 

• Konvergenz der Leistungsflussberechnungen bei Nichtverfügbarkeit einzelner Netzele-
mente, wie beispielsweise bei (n-1)-Berechnungen im SCOPF-Verfahren 

Bei der Berechnung verschiedener Netze hat sich vereinzelt gezeigt, dass die letzten beiden An-
forderungen nicht immer erfüllt werden, wenn Optimierungsvariablen oder Verfügbarkeiten von 
Netzelementen verändert werden. Ebenso kann es vorkommen, dass die Leistungsflussberech-
nung bei einer Veränderung der Leitungsparameter nicht mehr konvergiert. 

Referenznetze werden auf verschiedenen Plattformen angeboten. So stehen unter anderem in der 
MATLAB-Erweiterung MATPOWER verschiedene Test Cases zur Verfügung [122], die sich auf 
die Power Systems Test Cases des IEEE beziehen. Zu nennen sind beispielsweise die 14, 30, 57, 
118 und 300 Bus Test Cases [82], [123]. Daneben beinhaltet MATPOWER auch Referenznetze 
aus dem Projekt „Pan European Grid Advanced Simulation and State Estimation“ (PEGASE) des 
Seventh Framework Programme (FP7) der EU [124]. Diese Referenznetze bilden mit 9.000 bis 
14.000 Netzknoten das europäische Verbundnetz über verschiedene Spannungsebenen ab [125]. 
Ebenso sind verschiedene Momentaufnahmen des kompletten Hoch- und Höchstspannungsnetzes 
des französischen ÜNBs Réseau de Transport d'Electricité (RTE) sowie Teile der unterlagerten 
Netzebenen enthalten. 
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Das Council on Large Electric Systems (franz.: Conseil International des Grands Réseaux 
Électriques - CIGRE) hat ebenso verschiedene Referenznetze veröffentlicht. Diese Referenznetze 
bilden exemplarisch Netze in der Hoch- bis Höchstspannung, in der Mittelspannung sowie in der 
Niederspannung ab. Dabei sind sie jeweils in zwei Versionen verfügbar, die zum einen an die 
europäischen und zum anderen an die nordamerikanischen Spannungsebenen angepasst sind 
[126]. In Tab. 4.1 sind einige der genannten öffentlich zugänglichen Referenznetze inklusive der 
enthaltenen Spannungsebenen aufgelistet.  

Tab. 4.1: Vergleich verschiedener öffentlich zugänglicher Referenznetze 

Referenznetz Spannungsebene Netzfre-
quenz 

Auffälligkeiten 

IEEE 14 Bus System Nicht angegeben 60 Hz Keine Limits für Transportka-
pazität der Leitungen 

IEEE 30 Bus System 135 kV 60 Hz  
IEEE 57 Bus System Nicht angegeben 60 Hz Keine Limits für Transportka-

pazität der Leitungen 
IEEE 118 Bus System 138 und 345 kV 60 Hz Keine Limits für Transportka-

pazität der Leitungen 
IEEE 300 Bus System 115, 230 und 345 kV 60 Hz Keine Limits für Transportka-

pazität der Leitungen 
PEGASE Case 9241 110, 120, 150, 154, 

220, 330, 380, 400 und 
750 kV 

50 Hz Teilweise keine Limits für 
Transportkapazität der Leitun-
gen 

PEGASE Case 13659 0,4 - 20, 110, 120, 150, 
154, 220, 330, 380, 400 
und 750 kV 

50 Hz Teilweise keine Limits für 
Transportkapazität der Leitun-
gen 

RTE Case 1888 3 – 24, 63, 90, 150, 
225, 380 kV 

50 Hz Teilweise keine Limits für 
Transportkapazität der Leitun-
gen 

RTE Case 6515 3 – 24, 63, 90, 150, 
225, 380 kV 

50 Hz Teilweise keine Limits für 
Transportkapazität der Leitun-
gen 

CIGRE High Voltage 
Transmission Network 
Benchmark 

230 und 345 kV (Nord-
amerika) bzw. 200 und 
380 kV (Europa) 

50 und 
60 Hz 

Hoch- und Höchstspannungs-
ebene 

CIGRE Medium Vol-
tage Distribution Net-
work Benchmark  

7,2 und 12,47 kV 
(Nordamerika) bzw. 
20 kV (Europa) 

50 und 
60 Hz 

Mittelspannungsebene 

CIGRE Low Voltage 
Distribution Network 
Benchmark 

120 V (Nordamerika) 
bzw. 400 V (Europa) 
 

50 und 
60 Hz 

Niederspannungsebene 

Tab. 4.1 zeigt, dass sich viele Referenznetze an den nordamerikanischen Netzsituationen orien-
tieren und somit für die Leistungsflusssimulation gemäß europäischen Netzkonfigurationen un-
geeignet erscheinen. Weiterhin ist feststellbar, dass bei vielen Netzmodellen keine maximalen 
Leitungsscheinleistungen bzw. maximalen Leitungsströme angegeben sind. Dieses Ergebnis wird 
auch in [127] bestätigt, wo viele der vorwiegend in den 1960er Jahren entstandenen Referenznetze 
bezüglich ihrer Eignung für Leistungsflussoptimierungen untersucht werden. Dabei wird festge-
stellt, dass vielen der traditionellen Referenznetze zur Optimierung notwendige Nebenbedingun-
gen fehlen, wie zum Beispiel die genannte Angabe der Leitungstransportkapazitäten. 
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Begründet aus dem vorgenannten Schwerpunkt der Netze auf den nordamerikanischen Raum so-
wie dem Fehlen von zur Optimierung notwendigen betrieblichen Grenzwerten ist eine Anpassung 
der Referenznetze zum Testen der entworfenen Methoden unumgänglich. Insbesondere das Hin-
zufügen der adaptierbaren HGÜ-Punkt-zu-Punkt-Verbindungen ist bei jedem Modellnetz not-
wendig, da kein geeignetes Netzmodell öffentlich verfügbar ist. Aufgrund der Nichteignung der 
genannten Referenznetze wird ein den Anforderungen gerecht werdendes Testnetz entworfen. 

 

4.1.2 Modellbildung AC-DC Netz 

Das entworfene Testnetz (siehe Abb. 4.1) ist eine Erweiterung des Netzes aus [121] und besteht 
insgesamt aus 91 Netzknoten sowie 168 AC-Leitungen. Etwaige Ähnlichkeiten zu realen Netz-
strukturen sowie Einspeise- und Lastsituationen sind rein zufällig und nicht beabsichtigt. 

 

Abb. 4.1: Testnetz mit PSTs und HGÜ-VSC-Verbindungen 

Neben den 168 AC-Leitungen beinhaltet das Testnetz weiterhin drei HGÜ-Punkt-zu-Punkt-Ver-
bindungen in RZ 3, die parallel in Nord-Süd-Richtung verlaufen, sowie sieben PSTs. Die PSTs 
befinden sich an den Interkonnektoren zwischen RZ 1 und RZ 3, an einem Interkonnektor zwi-
schen RZ 2 und RZ 3, zwischen RZ 3 und RZ 5, sowie auf zwei Interkonnektoren zwischen RZ 4 
und RZ 5. Die genannten PSTs befinden sich an folgenden Positionen: 

• PST1:  zwischen Knoten 30 und Knoten 43 diskret stufbar 
• PST2:  zwischen Knoten 39 und Knoten 50 diskret stufbar 
• PST3:  zwischen Knoten 40 und Knoten 56 diskret stufbar 
• PST4:  zwischen Knoten 1 und Knoten 69 kontinuierlich stufbar 
• PST5:  zwischen Knoten 2 und Knoten 71 kontinuierlich stufbar 
• PST6:  zwischen Knoten 73 und Knoten 76 kontinuierlich stufbar 
• PST7:  zwischen Knoten 75 und Knoten 77 kontinuierlich stufbar 
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Weiterhin werden die ersten drei PSTs als diskret stufbar angesehen, was den heutigen PSTs mit 
Laststufenschaltern entspricht. Darüber hinaus werden die vier weiteren PSTs im Simulationsmo-
dell als kontinuierlich stufbar hinterlegt. Dies dient vor allem der Untersuchung, inwiefern die 
entworfenen Optimierungsmethoden gleichzeitig mit diskreten und kontinuierlichen Optimie-
rungsvariablen zurechtkommen. Mit den derzeit am Markt verfügbaren PSTs mit meistens zwi-
schen 9 und 35 Betriebsstellungen [60] sind kontinuierliche Anpassungen der PST-Zusatzwinkel 
nicht möglich. Allerdings existieren auch Laststufenschalter mit bis zu 107 Betriebsstellungen 
[128], die die Höhe der diskreten Stufen verringern können.  

Die Modellierung der Leitungen im Testnetz erfolgt mithilfe des π-Ersatzschaltbildes und wie bei 
den CIGRE Benchmark-Netzen unter Verwendung einheitlicher, längenbezogener Leitungspara-
meter. In der Höchstspannungsebene werden vor allem Freileitungsseile vom Typ 562-AL1/49-
ST1A und 264-AL1/34-ST1A eingesetzt [129], [130], die sich in der Querschnittsfläche des Alu-
miniumleiters AL1 sowie der Querschnittsfläche der Seele aus Stahldrähten ST1A und dement-
sprechend auch in den elektrischen Eigenschaften unterscheiden. Da typische Leitungsparameter 
für Leiterseile vom Typ 562-AL1/49-ST1A in [130] veröffentlich sind, werden die Leitungspa-
rameter dieses Leiterseiltyps im Testnetz verwendet. In [130] wird für ein Leiterseil vom Typ 
562-AL1/49-ST1A eine Resistanz r = 0,0145 Ω/km, eine Reaktanz x = 0,165 Ω/km und eine Ka-
pazität c = 22,2 nF/km angegeben. Insgesamt ergeben sich im Testnetz eine Gesamtfreileitungs-
länge von 21.000 km und eine durchschnittliche Freileitungslänge von 125 km zwischen zwei 
Netzknoten.  

Bei Annahme eines Dreiphasensystems mit jeweils Viererbündeln pro Phase ergeben sich insge-
samt drei Viererbündel mit 12 Leiterseilen. Das genannte Leiterseil vom Typ 562-AL1/49-ST1A 
besitzt eine Dauerstrombelastbarkeit von 1.040 A pro Leiterseil [131]. Ausgehend von der ge-
nannten Anordnung ergibt sich eine thermische Grenzleistung von 2.378 MVA pro Leitungsab-
schnitt (siehe (4.1)). 

max
13 4 1.040A 380kV 2.738MVA
3

S = ⋅ ⋅ ⋅ ⋅ =  (4.1) 

Das dünnere Leiterseil des Typs 264-AL1/34-ST1A weist mit einer Dauerstrombelastbarkeit von 
680 A geringere Transportkapazitäten auf [131]. Entsprechend der Anordnung der Leiterseile in 
Viererbündeln ergibt sich für ein Dreiphasensystem eine thermische Grenzleistung von 
1.790 MVA (siehe (4.2)) [129].  

max
13 4 680A 380kV 1.790MVA
3

S = ⋅ ⋅ ⋅ ⋅ =  (4.2) 

Die thermische Grenzleistung ist allerdings nicht die einzig begrenzende Größe für die Übertra-
gungskapazitäten eines Leitungsabschnittes. Weiterhin sollten elektrische Leitungen in der Nähe 
der natürlichen Leistung betrieben werden, um den kapazitiven bzw. den induktiven Blindleis-
tungsbedarf zu minimieren. In [129] wird die natürliche Leistung eines 380 kV-Dreiphasensys-
tems mit 600 MVA angegeben. Im Rahmen dieser Arbeit ist es das Ziel, die elektrischen Leitun-
gen nah der natürlichen Leistung zu betreiben. Dementsprechend erfolgt die Festlegung auf eine 
maximal übertragbare Scheinleistung von 800 MVA je AC-Dreiphasensystem. Bei Annahme ei-
ner Bezugsscheinleistung von 100 MVA entspricht dies 8 p.u. Für die HGÜ-P2P-Verbindungen 
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im Testnetz werden maximale Grenzleistungen von 400 MVA (HGÜ1) und 800 MVA (HGÜ2 
und HGÜ3) verwendet, bzw. 4 p.u. und 8 p.u. im Per-Unit-System. 

Die in die AC-Leitungen integrierten PSTs entsprechen in der Modellierung einer in der Leitung 
eingebrachten Reaktanz xPST und einer Phasenverschiebung α. Die in Abb. 4.2 dargestellte Reak-
tanz xPST ist abhängig von dem eingestellten PST-Winkel α und der bestimmten Reaktanz bei der 
maximal möglichen PST-Phasenverschiebung αmax [132]. In diesem Modell wird der PST als 
ideal angesehen, so dass von einer PST-Reaktanz xPST = 0 Ω ausgegangen wird. 

 

Abb. 4.2: Schematische Darstellung eines PSTs, in Anlehnung an [47] 

Die weitere PST-Modellierung in der Simulationsumgebung MATLAB orientiert sich anschlie-
ßend an der Modellierung von PSTs in dem Open Source Programm MATPOWER, welches fer-
tige MATLAB-Funktionen zur Lösung von Leistungsflussberechnungen enthält [122]. Dabei 
werden die AC-Übertragungsleitungen und die PSTs mithilfe des gemeinsamen π-Ersatzschalt-
bildes für Leitungen modelliert, bestehend aus der Serienimpedanz z = r + jx und einer Suszep-
tanz b sowie einem idealen PST am Beginn der Leitung (siehe Abb. 4.3). Der PST wird weiterhin 
entsprechend genauer charakterisiert durch seinen Phasenverschiebungswinkel α und dem Ver-
hältnis τ zwischen der Amplitude von Eingangs- zu Ausgangsspannung [133]. 

 

Abb. 4.3: MATPOWER AC-Leitungsmodell, in Anlehnung an [133] 

Die entsprechende Knotenadmittanzmatrix Y für diesen AC-Leitungszweig ist in Gleichung (4.3) 
angegeben. Mit der eingebrachten Berücksichtigung der Phasenwinkeländerungen α ist die Kno-
tenadmittanzmatrix Y nicht mehr symmetrisch.  

xPST xij

i j
ui uj

α+ -
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 (4.3) 

Die Modellierung der HGÜ-VSC-Knoten erfolgt AC-seitig als PU-Knoten mit vorgegebener 
Spannungsamplitude und Wirkleistung. Die Spannungswinkel und Blindleistungswerte ergeben 
sich dann entsprechend in der AC-seitig durchgeführten Leistungsflussberechnung. Modelliert 
wird der PU-Knoten AC-seitig durch eine Spannungsquelle [134]. Die kurze Leitung mit der Im-
pedanz Z zwischen Knoten k und AC repräsentiert einen Transformator, der vor dem VSC-Knoten 
integriert ist [135]. DC-seitig wird der HGÜ-VSCs ebenfalls als Spannungsquelle modelliert. Aus 
Vereinfachungsgründen werden die in Abb. 4.4 gezeigten Umrichterverluste PVerluste bei der Um-
wandlung von Wechsel- zu Gleichstrom und vice versa nicht berücksichtigt. 

 

Abb. 4.4: Vereinfachtes HGÜ-VSC-Modell, in Anlehnung an [135] 

 

4.1.3 Simulationsszenarien 

Bei der Erstellung des Testnetzes wurden verschiedene Lastsituationen [136], [137], [138], [139] 
analysiert und daraus ein Parametersatz zur Parametrierung des Testnetzes erstellt. Die Verteilung 
der Lastknoten (PQ-Knoten) erfolgt rein zufällig. Der Bedarf an Blindleistung an den PQ-Knoten 
ergibt sich anhand des Wirkleistungswertes und wird ausgehend von einem Leistungsfaktor von 
0,95 berechnet. Alle anderen Knoten werden als PU-Knoten definiert. Die Höhe der Einspeisung 
wird dementsprechend modelliert, dass die Lasten selbst so lastnah wie möglich gedeckt werden. 
Eine Ausnahme bildet hierbei RZ 3. In dieser Regelzone erfolgt eine ungleiche Verteilung zwi-
schen Einspeisung und Last, um Wirkleistungsflüsse über größere Distanzen zu generieren. Ins-
gesamt sind in dem verwendeten Testnetz Lasten in Höhe von 19,6 GW integriert. Die genauen 
Einspeisungen, Lasten und Leitungsparameter sind in Anhang A.1 aufgelistet.  

Abb. 4.5 zeigt das Testnetz und die entsprechenden Leistungsflüsse im Szenario S-0-0 (PSTs mit 
einem Winkel von 0° und HGÜ-VSCs mit einer Wirkleistung von 0 p.u.), wobei die dargestellte 
farbliche Unterscheidung der Leitungen einer farblichen Staffelung der Leitungsauslastungen ent-
spricht. Grün eingefärbte Verbindungen verdeutlichen einen Auslastungsgrad von 0 % bis 50 %, 
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gelbe Leitungen sind zwischen 50 % und 70 % ausgelastet, orange Leitungen zwischen 70 % und 
90 % und rot eingefärbte Verbindungen sind mit mehr als 90 % der maximal erlaubten Schein-
leistung belastet. Die sich auf den Leitungen ergebende Wirkleistungsrichtung ist mit blauen 
Pfeilspitzen dargestellt. 

Anhand dieses Farbschemas wird gezeigt, dass verschiedene Leitungen vor allem mit einer Nord-
Süd-Ausrichtung zwischen 70 % und 90 % belastet sind. Dieses dargestellte Szenario entspricht 
dem Basisszenario S-0-0 für die Untersuchung der vorgestellten Verfahren und wird in den fol-
genden Abschnitten dafür herangezogen. 

 

Abb. 4.5: Testnetz mit PSTs in Neutralstellung und ausgeschalteten HGÜ-Verbindungen 
(Szenario S-0-0) 

 

Szenarien für die DACF- und IDCF-Verfahren 

Im Rahmen der Validierung des DACF-/IDCF-OPF-Verfahrens aus Abschnitt 3.3 erfolgt eine 
Optimierung des Basisszenarios S-0-0 bei alleinigem Einsatz der PSTs (Szenario S-1-1), bei al-
leinigem Einsatz der HGÜ-VSCs (Szenario S-1-2) sowie bei einem koordinierten Einsatz beider 
PFCDs (Szenario S-1-3). Dieses Vorgehen wird gewählt, um zeigen zu können, inwiefern die 
alleinige Optimierung von PSTs und HGÜ-VSCs sowie die koordinierte Optimierung beider Be-
triebsmittel die Leitungsbelastungen im Testnetz verändert. Weiterhin wird in den DACF-/IDCF-
Analysen neben der Optimierung eines einzelnen Zeitpunktes auch die PFCD-Optimierung über 
einen gesamten Tag mit 24 Stundenintervallen betrachtet (Szenarien S-2-1 bis S-2-24). Dazu wer-
den die Einspeisung und Last des Basisszenarios S-0-0 entsprechend dem Lastverlauf in Deutsch-
land über einen Tag angepasst. Weiterhin wird in den Szenarien S-3-1 und S-3-2 gezeigt, welche 
Auswirkungen es auf die Wirkleistungsflüsse hat, wenn die vorausberechneten Sollwerte nicht 
eingestellt werden. 
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Szenarien für die Onlineverfahren für ungeplante Wirkleistungsflussänderungen mit identifizier-
baren Ursachen 

Zur Vorausberechnung klar identifizierbarer Wirkleistungsflussänderungen werden basierend auf 
dem Basisszenario S-0-0 alle AC-Leitungen nacheinander ausgeschaltet und für jeden Fall kor-
rektive PFCD-Sollwerte im Optimierungsprozess bestimmt (Szenarien S-4-1 bis S-4-168). Mit-
hilfe der vorgestellten Methode zur Erfassung dieser Störungen können die korrektiven Sollwerte 
dann entsprechend eingestellt werden. Anschließend erfolgt aus Bewertungsgründen ein Ver-
gleich der Leitungsbelastungen zwischen den Fällen mit und ohne eingestellten korrektiven 
PFCD-Arbeitspunkten. 

Szenarien für die Onlineverfahren für ungeplante Wirkleistungsflussänderungen mit nicht identi-
fizierbaren Ursachen 

Aufbauend auf dem Basisszenario S-0-0 werden in den Onlineanalysen Szenarien verwendet, bei 
denen sich eine Änderung der Wirkleistungsflüsse nicht eindeutig einem Ereignis zuordnen lässt. 
Zur Erstellung dieser Szenarien erfolgt im Speziellen eine gegensinnige Änderung der Einspeise- 
und Lastsituation an zwei PU-Knoten (Szenarien S-5-1 bis S-5-2). Dies ist in diesem Sinne ver-
gleichbar mit einer „Redispatch-Maßnahme“, ohne diese hier zu untersuchen. Dieses Vorgehen 
ist praktikabel, um die Wirkleistungsflüsse gegenüber dem Basisszenario S-0-0 ausreichend zu 
verändern und einen Vergleich der Leitungsbelastungen mit und ohne korrigierte PFCD-Arbeits-
punkte vornehmen zu können. 

 

4.2 Ergebnisse und Bewertung  
In den nachfolgenden Abschnitten werden die in Kapitel 3 vorgestellten Verfahren an dem ent-
worfenen Testnetz angewandt und deren Einflüsse auf den Netzbetrieb analysiert. Dabei erfolgt 
nach der Darstellung des PFCD-Einflusses die Analyse der Methoden in derselben Reihenfolge 
wie deren Erläuterung in Kapitel 3. 

 

4.2.1 Einflussbereich der PFCDs 

Zur Verdeutlichung, in welchem Umfang die im Testnetz integrierten PSTs sowie HGÜ-VSCs 
Einfluss auf die Wirkleistungsflüsse ausüben, erfolgt die Visualisierung der Einflussbereiche. 
Dazu werden mithilfe des in Abschnitt 3.4.4 gezeigten Verfahrens die PSDF-Faktoren für die 
sieben PSTs bestimmt.  

In Abb. 4.6 ist das Resultat der PSDF-Berechnung beispielhaft für den PST1 visualisiert, der auf 
einem Interkonnektor zwischen RZ 1 und RZ 3 (zwischen Knoten 30 und Knoten 43) integriert 
ist. Die Farbskala gibt an, wie stark sich die Wirkleistungsflüsse durch eine PST-Anpassung ge-
genüber den vorherigen Wirkleistungsflüssen verändern. Abb. 4.6 zeigt, dass die größte Wirkleis-
tungsflussänderung bei 1° PST-Winkeländerung mit bis zu 0,45 p.u. direkt auf dem PST-Inter-
konnektor stattfindet, da hier der PST am meisten Einfluss ausüben kann. In unmittelbarer Nähe 
zum betrachteten PST1 und in den ersten Maschen treten darüber hinaus auf den AC-Leitungen 
ebenfalls Wirkleistungsflussänderungen von bis zu 0,30 p.u. pro 1° PST-Winkeländerung auf. 
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Mit entsprechender Vermaschung verringert sich der Einfluss der PST-Winkeländerung dann zu-
nehmend. Bei den grau eingefärbten AC-Leitungen liegen die Wirkleistungsflussänderungen bei 
1° PST-Winkeländerung unterhalb von 0,02 p.u. 

Diese dargestellten Interpretationen zeigen sich ebenfalls bei den sechs anderen PSTs, so dass auf 
deren Abbildung in diesem Abschnitt verzichtet und auf den Anhang A.2 verwiesen wird. 

 

Abb. 4.6: Wirkleistungsflussänderungen bei PST-Winkeländerung um 1° bei PST1 

Wirkleistungsflussänderungen beim Einsatz von HGÜ-VSCs können mithilfe von Power Trans-
fer Distribution Factors (PTDF) bestimmt werden. Diese geben die Änderungen der Wirkleis-
tungsflüsse bei einer Einspeiseveränderung an einem PU-Knoten an [140]. Dabei sind die PTDFs 
Faktoren zwischen 0 und 1 und beschreiben, wie sich der Wirkleistungsfluss ∆p auf einer Leitung 
ändert, wenn die Leistung ∆pG am Knoten G eingespeist und an einem Slackknoten entnommen 
wird [141]. Modelltechnisch ist eine Änderung der HGÜ-VSC-Umrichterwirkleistung mit einer 
Änderung der Wirkleistungseinspeisung an einem PU-Knoten gleichzusetzen. 

Abb. 4.7 stellt dies an einem kleinen Beispielnetz dar. Die Einspeisung von zusätzlichen 1 p.u. 
am Knoten G führt dazu, dass sich die zusätzlichen Wirkleistungsflüsse entsprechend der Netzto-
pologie auf die einzelnen Leitungen aufteilen. Die berechneten PTDFs sind ebenfalls in Abb. 4.7 
abgebildet. 

 

Abb. 4.7: Power Transfer Distribution Factor an einem Beispielnetz 
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Die Bestimmung der PTDFs erfolgt ausgehend vom linearen DC-Modell, was die Vernachlässi-
gung der Blindleistung sowie der Übertragungsverluste bedeutet. Weiterhin werden die Spannun-
gen der Netzknoten auf 1 p.u. festgelegt [142]. Somit sind die berechneten Wirkleistungsände-
rungen nicht exakt identisch mit den Werten der AC-Leistungsflussberechnung, bleiben aber in-
nerhalb akzeptabler Toleranzen von durchschnittlich 5 % [141], [143], [144]. 

Die PTDFs berechnen sich aus der invertierten Suszeptanzmatrix B-1 multipliziert mit der Matrix 
H (siehe Gleichung (4.4)). Da die Matrix B singulär ist, müssen zur erfolgreichen Invertierung 
zuvor die Zeile und Spalte des Slackknotens eliminiert werden. Die Matrix H enthält die inver-
tierten Leitungsreaktanzen x-1 in der Form H(k,i) = 1/xji, H(k,j) = -1/xji und H(k,m) = 0 für m ≠ i, 
m ≠ j, wobei die Indexierung den Leitungszweig k zwischen den Knoten i und j beschreibt [141].  

1PTDF H B−= ⋅  (4.4) 

Somit kann die Änderung des Wirkleistungsflusses ∆pij auf der Leitung (i,j) berechnet werden, 
indem der entsprechende PTDFij mit der Einspeiseänderung ∆pG am Einspeiseknoten G multipli-
ziert wird (siehe Gleichung (4.5)). 

ij ij Gp PTDF p∆ = ⋅ ∆  (4.5) 

In der nachfolgenden Abb. 4.8 sind beispielhaft die Wirkleistungsänderungen auf den Leitungen 
des Testnetzes bei Änderungen der Sollwerte an den VSCs der HGÜ1 dargestellt. Die Farbskala 
gibt an, wie stark sich die AC-Wirkleistungsflüsse durch eine HGÜ-VSC-Anpassung in Höhe von 
1 p.u. gegenüber den vorherigen AC-Wirkleistungsflüssen verändern. So verändert sich beispiels-
weise auf der Leitung 1-2 der Wirkleistungsfluss um 0,4 p.u. Mit steigender Vermaschung und 
Entfernung zu den VSC-Knoten sinkt der Einfluss der VSC-Sollwertanpassung auf die AC-
Wirkleistungsflüsse. Für alle anderen HGÜ-VSCs sind ähnliche Abbildungen in Anhang A.2 hin-
terlegt. 

 

Abb. 4.8: Wirkleistungsflussänderungen bei HGÜ-VSC-Wirkleistungsänderung an VSC1 
und VSC2 
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Aufbauend auf den zwei exemplarisch gezeigten Beispielen (Abb. 4.6 und Abb. 4.8) sind in der 
nachfolgenden Tab. 4.2 die berechneten betragsmäßigen PSDF-Faktoren für alle sieben PSTs und 
deren gegenseitiger Einfluss dargestellt. Ziel ist es, die Wechselwirkungen zwischen den räumlich 
getrennten PSTs zu bestimmen und somit abschätzen zu können, welche PSTs bei einer Optimie-
rung koordiniert anzupassen sind. Diesbezüglich zeigt Tab. 4.2, dass vor allem die drei PSTs an 
den Interkonnektoren zwischen RZ 1 und RZ 3 sowie zwischen RZ 2 und RZ 3 (PST1 bis PST3) 
Einfluss aufeinander ausüben. So bewirkt die Winkeländerung von PST2 um 1° eine Änderung 
des Wirkleistungsflusses auf dessen Leitung 78 um 0,53 p.u. und auf Interkonnektor1 noch immer 
um 0,29 p.u. Weiterhin beeinflussen sich die PSTs 4 und 5 an den Interkonnektoren zwischen 
RZ 3 und RZ 5 sowie die PSTs 6 und 7 an den Interkonnektoren zwischen RZ 4 und RZ 5.  

Tab. 4.2: Betragsmäßige PSDFs der PSTs im Testnetz 

 

Alle anderen Einflüsse innerhalb der PSTs sind vernachlässigbar, so dass gemäß diesen Ergeb-
nissen eine gesamtheitliche Koordinierung aller PSTs nicht notwendig erscheint. Vielmehr sind 
bei Anpassungen von PST-Winkeln in einem OPF-Prozess die Interaktionen innerhalb der fol-
genden drei PST-Gruppen zu berücksichtigen: 

• PST1, PST2 und PST3  
• PST4 und PST5  
• PST6 und PST7 

Neben PST-Anpassungen bewirken weiterhin Arbeitspunktänderungen an den HGÜ-VSCs eine 
Veränderung der AC-Wirkleistungsflüsse auf den Interkonnektoren. Tab. 4.3 zeigt diesbezüglich 
die berechneten betragsmäßigen PTDFs für die drei HGÜ-Verbindungen und deren Einfluss auf 
die Interkonnektoren. Die PTDFs beschreiben für die genannten AC-Interkonnektoren den pro-
zentuellen Anteil, den sie von einer HGÜ-VSC-Wirkleistungsanpassung zusätzlich oder vermin-
dert übertragen müssen. So bewirkt beispielsweise eine Anpassung der HGÜ1-Übertragungsleis-
tung von 1 p.u., dass sich die Belastung auf dem Interkonnektor4 um 0,34 p.u. ändert, begründet 
durch die direkte Nähe von PST4 und HGÜ-VSC1. Weiterhin sind hohe Einflüsse von HGÜ-
VSC-Arbeitspunktänderungen der HGÜ1 auf den Interkonnektor6 (PST6), der HGÜ2 auf den 
Interkonnektor4 (PST4) und der HGÜ3 auf den Interkonnektor3 (PST3) angegeben. Hier betra-
gen die Veränderungen der AC-Wirkleistungsflüsse 12,3 %, 14,4 % bzw. 20,6 % der HGÜ-VSC-
Arbeitspunktanpassung. Auf alle anderen Interkonnektoren wirken sich die HGÜ-VSC-Soll-
wertanpassungen nur mit weniger als 10 % auf die AC-Wirkleistungsflüsse aus. 
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Tab. 4.3: Betragsmäßige PTDFs der HGÜ-VSC-Verbindungen im Testnetz 

 

Somit ergeben sich bei alleiniger Betrachtung der Einflüsse von PSTs und HGÜ-VSCs auf die 
Wirkleistungsflüsse der PST-Interkonnektoren mehrere Überschneidungen, was eine alleinige de-
zentrale Betriebsführung der PFCDs ausschließt. Werden nun alle berechneten Einflussbereiche 
der PFCDs wie in Abb. 4.9 übereinandergelegt, zeigt sich, dass sich die Überschneidungen der 
einzelnen PFCD-Einflussbereiche bei der Einbeziehung weiterer Leitungen weiter erhöhen. Dem-
entsprechend wird an dem gewählten Ansatz einer zentraleren Optimierung aller PFCDs in der 
Übertragungsnetzebene festgehalten. 

 

Abb. 4.9: Einflussbereich der PFCDs bezüglich Wirkleistungsflussänderungen 

 

Zwischenfazit 

Mithilfe von PSDFs und PTDFs wird aufgezeigt, inwieweit jeder PST und HGÜ-VSC des Test-
netzes Einfluss auf die Wirkleistungsflüsse in den angrenzenden Leitungen ausübt und inwieweit 
sich die Einflussbereiche überschneiden. Daraus kann abgeleitet werden, dass sich einzelne PSTs 
sowie die HGÜ-VSCs gegenseitig beeinflussen und es somit zu negativen Wechselwirkungen 
hinsichtlich der Wirkleistungsbeeinflussung kommen kann. Entsprechend ist ein zentraler Ansatz 
zur Koordinierung von PSTs und HGÜ-VSCs notwendig. 
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4.2.2 Validierung der Methode zur Day-Ahead- und Intraday-Optimierung von 
PSTs und HGÜ-VSCs 

Zur Validierung der in Abschnitt 3.3 entworfenen Methode wird das in Abschnitt 4.1.3 definierte 
Basisszenario S-0-0 verwendet. Dieses Basisszenario S-0-0 beschreibt ein Verbundnetz, in dem 
keine PSTs und HGÜ-VSC-Verbindungen integriert bzw. in Betrieb sind, und dient dem Ver-
gleich der Leitungsbelastungen vor und nach der Optimierung der PFCD-Arbeitspunkte. Dazu 
werden anschließend im Szenario S-1-1 PSTs in das Verbundnetz integriert, deren Sollwerte op-
timiert und die Leitungsbelastungen zum Szenario S-0-0 verglichen. Ebenso erfolgen die Opti-
mierung von Sollwerten und der Vergleich der Leitungsbelastungen im Szenario S-1-2, wobei in 
diesem Szenario das Basisszenario S-0-0 um HGÜ-VSC-Verbindungen ergänzt wird. Das Szena-
rio S-1-3 spiegelt ein Verbundnetz wider, in dem PSTs und HGÜ-VSCs integriert werden und 
deren Sollwerte zu optimieren sind. Somit ergeben sich insgesamt die folgenden vier Optimie-
rungsfälle:  

• Basisszenario mit PST-Winkel α = 0° und HGÜ-VSC-Wirkleistung pVSC = 0 p.u. (Sze-
nario S-0-0) 

• alleinige PST-Winkel-Optimierung mit HGÜ-VSC-Wirkleistung pVSC = 0 p.u. (Szenario 
S-1-1) 

• alleinige HGÜ-VSC-Wirkleistungsoptimierung mit PST-Winkel α = 0° (Szenario S-1-2) 
• koordinierte Optimierung der PST-Winkel und HGÜ-VSC-Wirkleistung (Szenario 

S-1-3) 

Im ersten Szenario S-0-0 sind die PSTs und HGÜ-VSCs nicht in Betrieb und die Nord-Süd-Tras-
sen sehr stark ausgelastet. Dies gilt insbesondere für den mittleren Bereich des Testnetzes, wie in 
Abb. 4.10 gekennzeichnet.  

 

Abb. 4.10:  Übersicht der betrachteten AC-Leitungen mit Leitungsbelastungen im Basissze-
nario S-0-0 
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Zur Verdeutlichung der Wirkung von optimierten PSTs und HGÜ-VSCs auf die Leitungsbelas-
tungen werden aus Übersichtsgründen die in Abb. 4.10 markierten stark belasteten Leitungen 
repräsentativ ausgewählt und deren Belastungssituationen bei verschiedenen PFCD-Arbeitspunk-
ten gegenübergestellt. Die Wahl fiel auf Leitungen, die mit mehr als 70 % belastet oder überlas-
tungsgefährdete AC-Leitungen sind. Dies ermöglicht den Vergleich von Leitungen mit Leitungs-
belastungen im zu optimierenden Bereich um die 70 %. 

Die berechneten Leitungsbelastungen für die gewählten Leitungen sind für die vier Optimierungs-
fälle in Tab. 4.4 angegeben. Dabei erfolgt, bezogen jeweils auf die Belastungen im Basisszenario 
S-0-0, eine Anzeige der absoluten Veränderung der Leitungsbelastung Δbelast, die sich durch die 
Optimierung der PFCDs ergibt. Verringerungen in der Leitungsbelastung sind grün und Erhöhun-
gen rot eingefärbt. Leitungsbelastungen, die vor oder nach der Optimierung die Grenze von 70 % 
überschreiten, sind darüber hinaus ebenfalls rot hervorgehoben. 

Tab. 4.4: Gegenüberstellung der Leitungsbelastungen vor und nach den Optimierungen in 
S-0-0 und S-1-1 bis S-1-3 

 Leitungsbelastung in % 

Leitung Basis- 
szenario 
(S-0-0) 

PST- 
Optimierung 

(S-1-1) 

HGÜ-VSC- 
Optimierung  

(S-1-2) 

PST- & HGÜ-VSC- 
Optimierung  

(S-1-3) 
3-26 87,0 % 79,8 % ↓ -7,2 % 66,2 % ↓ -20,8 % 66,6 % ↓ -20,4 % 

5-7 81,1 % 77,7 % ↓ -3,4 % 70,0 % ↓ -11,1 % 70,0 % ↓ -11,1 % 

8-11 85,5 % 76,2 % ↓ -9,3 % 67,1 % ↓ -18,4 % 70,0 % ↓ -15,5 % 

10-12 63,6 % 62,5 % ↓ -1,1 % 39,1 % ↓ -24,5 % 38,4 % ↓ -25,2 % 

14-37 73,9 % 67,4 % ↓ -6,6 % 43,4 % ↓ -30,5 % 41,4 % ↓ -32,5 % 

30-43 67,3 % 69,5 % ↑ +2,2 % 56,9 % ↓ -11,4 % 70,0 % ↑ +2,7 % 

36-37 74,5 % 72,1 % ↓ -2,4 % 48,1 % ↓ -26,4 % 49,9 % ↓ -24,6 % 

40-56 71,7 % 68,8 % ↓ -2,9 % 51,7 % ↓ -20,0 % 67,1 % ↓ -4,6 % 

54-59 62,0 % 69,7 % ↑ +7,7 % 55,1 % ↓ -6,9 % 55,3 % ↓ -6,7 % 

76-78 59,0 % 70,0 % ↑ +11,0 % 52,8 % ↓ -6,2 % 70,0 % ↑ +11,0 % 

79-80 61,2 % 70,0 % ↑ +8,8 % 53,0 % ↓ -8,2 % 70,0 % ↑ +8,8 % 

87-88 72,9 % 71,6 % ↓ -1,3 % 68,7 % ↓ -4,2 % 69,7 % ↓ -3,2 % 

               

In Tab. 4.4 ist dargestellt, dass im Basisszenario S-0-0 mit PSTs in Neutralstellung und ausge-
schalteten HGÜ-Verbindungen insgesamt sieben AC-Leitungen über 70 % (bis zu 87 %) ausge-
lastet sind. Die durchschnittliche Überlastung liegt bei 8,1 %. Die Position der stark belasteten 
und beobachteten AC-Leitungen ist in Abb. 4.10 orange eingefärbt. 

Eine alleinige Optimierung der PST-Arbeitspunkte in S-1-1 führt gegenüber dem Basisszenario 
S-0-0 zu einer Entlastung der überlasteten Leitungen, so dass in diesem Fall nach der Optimierung 
nur noch fünf AC-Leitungen mit mehr als 70 % belastet sind. Weiterhin sinkt neben der Anzahl 
der überlasteten Leitungen auch die durchschnittliche Mehrbelastung von 8,1 % auf 3,9 %. Diese 

∆belast ∆belast ∆belast 
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Verringerung wird erreicht, indem weniger stark belastete Leitungen, wie zum Beispiel 54-59, 
76-78 und 79-80, stärker beansprucht werden. Somit zeigt sich in diesem Szenario S-1-1, dass die 
PSTs zu einer Entlastung bestimmter AC-Leitungen beitragen, wobei dies gleichzeitig nur durch 
eine Belastungserhöhung auf anderen AC-Leitungen möglich ist. 

Im Vergleich zu den PSTs erfolgt in S-1-2 mithilfe der HGÜ-VSC-Verbindungen die Schaffung 
neuer Transportkapazitäten, was sich auch in den Ergebnissen nach der alleinigen HGÜ-VSC-
Optimierung widerspiegelt. Tab. 4.4 zeigt, dass die HGÜ-VSC-Verbindungen in S-1-2 zu deutli-
chen Reduzierungen der AC-Leitungsbelastungen führen, die insbesondere an den zu den HGÜ-
VSC-Verbindungen parallel verlaufenden AC-Leitungen (14-37, 10-12, 36-37) bis zu 30 % be-
tragen. Dementsprechend sind nach der alleinigen HGÜ-VSC-Optimierung mit durchschnittli-
chen HGÜ-VSC-Anpassungen von 4,08 p.u. keine AC-Leitungen mehr über 70 % belastet. 

Dieses Ziel wird bei einer kombinierten Optimierung von PSTs und HGÜ-VSCs in S-1-3 eben-
falls erreicht, wie in Tab. 4.4 gezeigt ist. Dabei kommt es sowohl zu Verringerungen als auch zu 
Erhöhungen der AC-Leitungsbelastungen, was wiederum durch die Einbindung der PSTs und 
deren Verschiebung der Wirkleistungsflüsse auf weniger belastete AC-Leitungen zu erklären ist. 
Die entsprechenden Leitungsbelastungen nach der koordinierten PST- und HGÜ-VSC-Optimie-
rung sind in Abb. 4.11 visualisiert.  

 

Abb. 4.11: Leitungsbelastung nach koordinierter PST- und HGÜ-VSC-Optimierung (S-1-3) 

Die Ergebnisse in Tab. 4.4 zeigen, dass bei der koordinierten PST- und HGÜ-VSC-Optimierung 
in S-1-3 die Leitungsbelastung auf einigen betrachteten AC-Leitungen exakt auf 70 % verringert 
wird. Dies war bei den alleinigen PST- oder HGÜ-VSC-Optimierungen aufgrund der geringeren 
Anzahl an Stellgrößen nicht möglich. Dementsprechend verringert sich bei einer koordinierten 
Optimierung aller PFCDs auch die Höhe der durchschnittlichen Arbeitspunktänderungen ΔαPST 
und ΔpVSC von 4,1° auf 3,4° bei den PSTs sowie von 4,08 p.u. auf 2,66 p.u. bei den HGÜ-VSCs 
(siehe Tab. 4.5). 
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Tab. 4.5: Durchschnittliche PFCD-Sollwerte 
Sollwert Basis- 

szenario  
(S-0-0) 

PST- 
Optimierung  

(S-1-3) 

HGÜ-VSC- 
Optimierung  

(S-1-2) 

PST- & HGÜ-
VSC-Optimie-
rung (S-1-3) 

Ø ΔPST-Sollwert 0° 4,1° 0° 3,4° 
Ø ΔHGÜ-VSC-Sollwert 0 p.u. 0 p.u. 4,08 p.u. 2,66 p.u. 

                                            
OPF-Berechnung für einen Tagesverlauf 

Neben der gezeigten PFCD-Optimierung für einen einzelnen Zeitpunkt bzw. ein Optimierungs-
intervall erfolgt weiterhin in den Szenarien S-2-1 bis S-2-24 die koordinierte PST- und HGÜ-
VSC-Optimierung für 24-Stundenintervalle, wie es im Rahmen des DACF-Prozesses möglich ist. 
Die sich über einen Tag verändernde Last und Einspeisung wird im Testnetz an einem typischen 
Lastszenario vorgenommen, wie es beispielhaft auch in Deutschland auftreten könnte. Der in 
Abb. 4.12 dargestellte viertelstündliche Lastverlauf [145] wird dazu ausgehend von der mittleren 
Last aus jeweils vier aufeinanderfolgenden Viertelstundenintervallen zu 24 Lastwerten zusam-
mengefasst. 

 

Abb. 4.12: Betrachteter Lastverlauf nach [145] 

Um die Last- und Einspeisesituation des einzelnen Basisszenarios S-0-0 auf 24 Szenarien (S-2-1 
bis S-2-24) auszuweiten, werden die Last- und Einspeisewerte entsprechend dem dargestellten 
Lastverlauf angepasst. Abhängig von der Wahl des Bezugszeitpunktes im dargestellten Lastver-
lauf (entspricht dem Normierungswert 1) ergeben sich die Normierungsfaktoren für die entspre-
chende Anpassung. Beispielhaft ist dies für die Bezugszeitpunkte 5 Uhr, 7 Uhr und 12 Uhr in 
Abb. 4.13 dargestellt. Da das Basisszenario S-0-0 eine Schwachlastsituation darstellt, sind ent-
sprechend Lastverläufe zwischen 21 Uhr und 7 Uhr als Normierungsgrundlage heranzuziehen, 
wobei festgelegt wird, dass das Basisszenario S-0-0 der Last um 7 Uhr entspricht. Dies gewähr-
leistet, dass die Normierungsfaktoren mit Werten zwischen 0,77 und 1,19 (siehe Abb. 4.13) die 
bereits im Basisszenario S-0-0 auftretenden AC-Leitungsüberlastungen nur begrenzt erhöhen, 
was bei der Wahl von 5 Uhr als Normierungsgrundlage mit Faktoren zwischen 0,97 und 1,51 
stärker der Fall ist. 
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Abb. 4.13: Normierte Lastverläufe in Abhängigkeit zum gewählten Bezugszeitpunkt 

Mithilfe dieser Normierungsfaktoren zwischen 0,77 und 1,19 werden die Lasten und Einspeise-
leistungen des Basisszenarios S-0-0 für die jeweiligen 24-Stundenintervalle (S-2-1 bis S-2-24) 
multipliziert. Dabei wird vereinfachend davon ausgegangen, dass sich die Einspeisung und Last 
in jedem Knoten des Testnetzes in gleicher Weise ändern.  

Die nachfolgende Abb. 4.14 zeigt für die 24 erstellten Szenarien (S-2-1 bis S-2-24) die aufsum-
mierte Leitungsüberlastung ∑ Sl > 70% aller AC-Leitungen, die mehr als 70 % belastet sind. 
Diese aufsummierte Leitungsüberlastung ∑ Sl > 70% errechnet sich gemäß Gleichung (4.6). 
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Die aufsummierte Leitungsüberlastung ∑ Sl > 70% in Abb. 4.14 wird für jedes Stundenintervall 
einmal bei der Lastsituation mit PFCD-Optimierung und einmal ohne PFCD-Optimierung (PSTs 
in Neutralstellung und die HGÜ-VSC-Verbindungen sind ausgeschaltet) dargestellt. 

 

Abb. 4.14: Aufsummierte AC-Leitungsbelastung oberhalb von 70 % bei PSTs in Neutral-
stellung und ausgeschalteten HGÜ-VSC-Verbindungen (S-2-1 bis S-2-24) 
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Entsprechend der Tageslastkurve ist abgebildet, dass mit steigender Last und ohne PFCD-Anpas-
sung (graue Linie) im Laufe des Vormittags die Anzahl an überlasteten AC-Leitungen und somit 
die aufsummierte Leitungsüberlastung ∑ Sl > 70% ansteigen. Zum Abend hin nehmen die Anzahl 
und die aufsummierte Leitungsüberlastung aufgrund der Lastabnahme ab. 

Mithilfe einer koordinierten Optimierung der sieben PSTs und der sechs HGÜ-VSCs im Testnetz 
ist es möglich, die auftretenden Leitungsüberlastungen im Tagesverlauf deutlich zu reduzieren. 
In Abb. 4.14 ist abgebildet, wie der OPF-Prozess mithilfe der in Abschnitt 3.3.2 vorgestellten 
Zielfunktion zu jeder Zeit die AC-Leitungsüberlastungen verringert (schwarze Linie). Gleichzei-
tig ist eine vollständige Beseitigung aller AC-Leitungsüberlastungen durch die Optimierung nicht 
möglich, da teilweise Leitungen überlastet sind, auf die die PFCDs keinen Einfluss haben. In 
diesen Fällen sind von den ÜNBs weitere von den in Abschnitt 2.1.5 genannten Maßnahmen 
vorzunehmen, um die AC-Leitungsüberlastungen zu beseitigen. 

Erreicht wird die deutliche Reduzierung der Überlastsituationen in S-2-6 bis S-2-24 durch die in 
Abb. 4.15 dargestellten PST- und HGÜ-VSC-Sollwerte. In den frühen Morgenstunden tretten 
aufgrund einer geringen Netzlast keine Überlastsituationen auf (Abb. 4.14) und dementsprechend 
sind die PFCD-Sollwerte nicht anzupassen (siehe Abb. 4.15). Erst gegen 6 Uhr (S-2-6) führt der 
Anstieg der Netzlast zu einer Anpassung der PFCD-Arbeitspunkte, die sich bis zur maximalen 
Netzlast um ca. 13 Uhr (S-2-13) fortsetzen. Entsprechend der Minimierung der Arbeitspunktver-
änderungen verbleiben die PFCDs dann annähernd in ihren Arbeitspunkten, da dies die beste 
Kombination mit der Minimierung der AC-Überlastsituationen darstellt. Bei einer Anwendung 
mit realen Netzdaten ist davon auszugehen, dass die PFCD-Sollwerte sich auch am Nachmittag 
und Abend verändern können, da in der Realität lokal unterschiedliche Änderungen der Ein-
speise- und Lastsituationen auftreten.  

 

Abb. 4.15: Verlauf der optimierten PST- und HGÜ-VSC-Sollwerte über 24 Stundeninter-
valle (S-2-1 bis S-2-24) 
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Unvollständige Umsetzung der Handlungsempfehlung 

Die im Rahmen des OPF-Prozesses von der zentralen Instanz vorausberechneten PST-Winkel 
und HGÜ-VSC-Wirkleistungen stellen eine Handlungsempfehlung für die beteiligten ÜNBs dar. 
Nachfolgend wird exemplarisch am optimierten Basisszenario S-1-3 aus diesem Abschnitt 4.2.2 
gezeigt, welchen Einfluss es auf die Wirkleistungsflüsse hat, wenn ein Teil der Handlungsemp-
fehlungen nicht umgesetzt wird. Dies kann beispielsweise vorkommen, wenn es einem ÜNB bei 
technischen Problemen nicht möglich ist, die Empfehlung umzusetzen. Dazu werden in Tab. 4.6 
zwei Szenarien betrachtet, wobei im ersten Szenario S-3-1 die PSTs 6 und 7 in der Neutralposition 
verbleiben und im zweiten Szenario S-3-2 die VSCs 5 und 6 ausgeschaltet sind. Bei allen anderen 
PFCDs werden dagegen die empfohlenen Arbeitspunkte eingestellt. 

Tab. 4.6 zeigt, dass eine gesamtheitliche Anpassung der PFCD-Arbeitspunkte (S-1-3) zu einer 
Beseitigung der Leitungsüberlastungen führt, wohingegen die Beibehaltung der PSTs 6 und 7 in 
Neutralposition (S-3-1) zu einer Überlastung von vier AC-Leitungen (5-7, 8-11, 30-43, 87-88) 
führt. Diese Überlastungen treten vor allem auf zuvor bereits stark belasteten AC-Leitungen auf, 
da die fehlende Umsetzung der Sollwert-Empfehlung an den PSTs 6 und 7 die Wirkleistungs-
flüsse nicht auf weniger stark belastete AC-Leitungen umleitet (Leitungen 76-78 und 79-80). 

Tab. 4.6: Vergleich der Leitungsbelastungen für ausgewählte AC-Leitungen bei teilweiser 
Umsetzung der Handlungsempfehlung 

 Leitungsbelastung 

Leitung Basis- 
szenario 
(S-0-0) 

Vollständige Umset-
zung der Handlungs-
empfehlung (S-1-3) 

Keine Umsetzung der 
Handlungsempfeh-
lung an PST6 und 

PST7 (S-3-1) 

Keine Umsetzung der 
Handlungsempfeh-
lung an VSC5 und 

VSC6 (S-3-2) 
3-26 87,0 % 66,6 % ↓ -20,4 % 67,4 % ↑ +0,8 % 68,5 % ↑ +1,9 % 

5-7 81,1 % 70,0 % ↓ -11,1 % 74,1 % ↑ +4,1 % 71,5 % ↑ +1,5 % 

8-11 85,5 % 70,0 % ↓ -15,5 % 75,3 % ↑ +5,3% 73,4 % ↑ +3,4 % 

10-12 63,6 % 38,4 % ↓ -25,2 % 42,3 % ↑ +3,9 % 45,4 % ↑ +7,0 % 

14-37 73,9 % 41,4 % ↓ -32,5 % 44,2 % ↑ +2,8 % 55,8 % ↑ +14,4 % 

30-43 67,3 % 70,0 % ↑ +2,7 % 70,8 % ↑ +0,8 % 74,8 % ↑ +4,8 % 

36-37 74,5 % 49,9 % ↓ -24,6 % 51,1 % ↑ +1,2 % 64,7 % ↑ +14,8 % 

40-56 71,7 % 67,1 % ↓ -4,6 % 68,5 % ↑ +1,4 % 77,8 % ↑ +10,7 % 

54-59 62,0 % 55,3 % ↓ -6,7 % 55,8 % ↑ +0,5 % 58,9 % ↑ +3,5 % 

76-78 59,0 % 70,0 % ↑ +11,0 % 22,7 % ↓ -47,3 % 71,2 % ↑ +1,2 % 

79-80 61,2 % 70,0 % ↑ +8,8 % 58,7 % ↓ -11,3 % 71,5 % ↑ +1,5 % 

87-88 72,9 % 69,7 % ↓ -3,2 % 70,3 % ↑ +0,6 % 70,9 % ↑ +1,2 % 

                      

 

 

∆belast ∆belast ∆belast 
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Die Nichtumsetzung an den zwei HGÜ-VSCs 5 und 6 (S-3-2) führt zu einer noch stärken Abwei-
chung vom optimierten Zustand, da in diesem Fall die gesamte Transportkapazität der HGÜ-
Verbindung zur Entlastung des AC-Netzes nicht genutzt wird. Insgesamt sind in diesem Szenario 
S-3-2 neun AC-Leitungen in Nord-Süd-Richtung mit mehr als 70 % belastet, was eine erhöhte 
Anwendung von Maßnahmen zur Wahrung der Netzsicherheit erfordert. 

Diese Ergebnisse implizieren, dass eine Nicht-Umsetzung eines oder mehrerer Sollwerte zu ei-
nem resultierenden Netzzustand führt, der nicht dem errechneten Optimum entspricht. Dieser 
Netzzustand kann sowohl geringfügig, als auch im größeren Maßstab vom Optimum abweichen. 
Somit stellt jedes Abweichen vom koordiniert vorausberechneten PFCD-Sollwert ein nicht ab-
schätzbares Risiko dar. Dementsprechend sollte die Verlässlichkeit auf die anderen ÜNBs stets 
gegeben sein, was im Umkehrschluss bedeutet, dass jeder ÜNB selbst nur in sehr seltenen Ext-
remfällen von den empfohlenen Sollwerten abweichen sollte. Kann dies nicht gewährleistet wer-
den, ist es notwendig, entsprechend optimierte PST- und HGÜ-VSC-Sollwerte für jeden erdenk-
lichen Fall der Nichtumsetzung zu berechnen und den anderen ÜNBs bereitzustellen.  

Zwischenfazit 

Die Methode zur Day-Ahead- und Intraday-Optimierung von PSTs und HGÜ-VSCs mit koordi-
nierter Optimierung beider PFCDs ermöglicht eine Minimierung der Leitungsüberlastungen so-
wie der Anzahl an (n-1)-Sicherheitsverletzungen. Dies wird vor allem beim Zusammenspiel von 
PSTs und HGÜ-VSCs unter minimaler Arbeitspunktänderung erreicht. Wichtig ist, dass die Soll-
werte von allen beteiligten ÜNBs einheitlich eingestellt werden. Ansonsten ist das vorausberech-
nete Optimum nicht erreichbar. 

Auch die Optimierung der Sollwerte in der gezeigten Zeitreihensimulation führt zu geringeren 
Leitungsüberlastungen als im Falle gleichbleibender PST- und HGÜ-VSC-Sollwerte. Eine Besei-
tigung alle Leitungsüberlastungen ist in bestimmten Stundenintervallen aufgrund der begrenzten 
Freiheitsgrade der PFCDs nicht möglich. In diesem Falle sind weitere Maßnahmen von den ÜNBs 
einzuleiten. 

 

4.2.3 Validierung der Methode zur korrektiven Anpassung von PST und HGÜ-
VSC bei klar identifizierbaren Leistungsflussänderungen 

Ausgehend vom optimierten Basisszenario S-0-0 werden für die Validierung der in Ab-
schnitt 3.4.3 entworfenen Methode die korrektiven PFCD-Arbeitspunkte für jeden möglichen 
AC-Leitungsausfall vorausberechnet und ein Vergleich der Leitungsbelastungen mit und ohne 
Arbeitspunktanpassungen vorgenommen. Dies führt bei dem Testnetz mit 168 AC-Leitungen zur 
Bestimmung von 168 korrektiven PFCD-Arbeitspunkten (S-4-1 bis S-4-168). 

Ein möglicher Leitungsausfall hat, je nach Belastung der AC-Leitungen, verschieden große Ein-
flüsse auf die Belastung der benachbarten AC-Leitungen, so dass es dadurch teilweise zu Über-
lastungen vereinzelter Leitungen kommen kann. Zur Beseitigung möglicher Leitungsüberlastun-
gen bei einem Leitungsausfall wird mithilfe des entworfenen SCOPFs für die betrachteten AC-
Leitungsausfälle die bestmögliche Kombination an PST- und HGÜ-VSC-Arbeitspunkten zur Er-
füllung der Zielfunktion bestimmt, die gleich der OPF-Zielfunktion ist.  
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Die Ergebnisse dieser Optimierung sind in Abb. 4.16 visualisiert. Dabei erfolgt für jeden Lei-
tungsausfall ein Vergleich der resultierenden kumulierten Überlastungen ∑ Sl > 70% für alle AC-
Leitungen mit einer Belastung >70 %, sowohl bei unveränderten als auch bei angepassten PFCD-
Arbeitspunkten. Abb. 4.16 zeigt, dass der einzelne Ausfall einer AC-Leitung bei unveränderten 
PFCD-Arbeitspunkten (grauer Kreis) zum einen in vielen Fällen zu keinen oder geringen Über-
lastungen und zum anderen zu aufsummierten Überlastungen ∑ Sl > 70% von bis zu 80 % führen 
kann. Vergleichend dazu sind in Abb. 4.16 ebenfalls die Ergebnisse dargestellt, die sich durch die 
SCOPF-bestimmten Anpassungsmaßnahmen der PFCD-Sollwerte ergeben (schwarzes Kreuz). 
Die Ergebnisse zeigen, dass die nach einem AC-Leitungsausfall resultierenden Überlastsituatio-
nen durch die Einstellung der vorausberechneten korrektiven PFCD-Arbeitspunkte deutlich redu-
ziert werden können. Gleichzeitig ist es nicht möglich, alle Überlastsituationen zu beseitigen, so 
dass in 21 Fällen noch Leitungsüberlastungen größer 70 % auftreten. Dies liegt im Speziellen an 
dem Aufbau des vereinfachten Testnetzes, wo zum Beispiel der Ausfall der AC-Leitung 25-26 
(siehe im oberen Bereich des Testnetzes in Abb. 4.5) aufgrund der geringen Vermaschung auto-
matisch zu einer Überlastung der AC-Leitung 26-27 führt. Diese beiden AC-Leitungen sind auch 
die einzigen, die im (n-1)-Fall mit mehr als 100 % belastet werden. 

 

Abb. 4.16: Vergleich Netzüberlastung mit SCOPF und ohne Anpassung in S-4-1 bis S-4-168 

Die Streuungen der 168 neu berechneten PST-Arbeitspunkte für die 168 möglichen AC-Leitungs-
ausfälle (S-4-1 bis S-4-168) sind in Abb. 4.17 in einem Parallel-Coordinates-Plot abgebildet, wo-
bei jede gestrichelte Linie eine PST-Kombination widerspiegelt. Es ist dargestellt, dass je nach 
(n-1)-Fall die berechneten PST-Winkel zwischen ± 12° schwanken, wobei dies stark vom jeweilig 
betrachteten PST abhängig ist. So sind die korrektiven PST-Winkel beim PST6 einheitlich im 
negativen Bereich vorzufinden, während bei den anderen PSTs sowohl negative als auch positive 
Stellbereiche angefahren werden. Weiterhin spiegelt die Abb. 4.17 wider, wie bei PST1 bis PST3 
die vorgegebenen diskreten Stufungsschrittweiten beim SCOPF eingehalten werden.  

Insgesamt ist festzustellen, dass sich die korrektiven Stellbereiche in S-4-1 bis S-4-168 meist von 
der OPF-berechneten PST-Kombination in S-1-3 (dunkelblaue Linie) unterscheiden. In Verbin-
dung mit Abb. 4.16 zeigt sich die Notwendigkeit von Anpassungsmaßnahmen zur Verringerung 
der Überlastsituationen bei einer Störung.  
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Abb. 4.17: Darstellung der SCOPF optimierten PST-Sollwerte in S-4-1 bis S-4-168 

Diese Notwendigkeit von Anpassungsmaßnahmen bei AC-Leitungsausfällen zeigt sich ebenfalls 
in Abb. 4.18, in der die 168 korrektiven HGÜ-VSC-Arbeitspunkte für die 168 möglichen AC-
Leitungsausfälle (S-4-1 bis S-4-168) dargestellt sind – analog zu Abb. 4.17. Dabei wird vereinfa-
chend die zwischen den HGÜ-VSCs und somit auf den drei HGÜ-P2P-Verbindungen transpor-
tierte Wirkleistung abgebildet. Abb. 4.18 zeigt, dass sich die korrektiven HGÜ-VSC-Sollwerte 
wiederum von den im OPF-Prozess berechneten Arbeitspunkten (S-1-3) unterscheiden. Weiterhin 
sind die korrektiven HGÜ-VSC-Sollwerte (S-4-1 bis S-4-168) gegenüber den OPF-Sollwerten 
(S-1-3) mehrheitlich in einem größeren Wirkleistungsbereich angesiedelt. Dies führt bei einem 
AC-Leitungsausfall und der Einstellung der entsprechenden korrektiven Sollwerte zu dem ge-
wünschten Resultat, das wiederum eine größere Wirkleistungsübertragung über die HGÜ-P2P-
Verbindungen und somit eine Entlastung des AC-Netzes stattfindet (siehe Abb. 4.16).  

 

Abb. 4.18: Darstellung der SCOPF-optimierten HGÜ-Wirkleistungen in S-4-1 bis S-4-168 
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Zur Einstellung der korrektiven Arbeitspunkte ist zuvor die eindeutige Identifikation des AC-
Leitungsausfalls notwendig. In den Untersuchungen hat sich gezeigt, dass die verwendete Me-
thode zur Identifikation von AC-Leitungsausfällen bei Anwendung auf das Testnetz mit der in 
Abschnitt 3.4.2 gezeigten PMU-Platzierung zu einer richtigen Identifikation von 134 von 168 
AC-Leitungsausfällen führt. Es werden vor allem Leitungsausfälle falsch identifiziert, d. h. ande-
ren Leitungen zugeordnet, die vorwiegend am Rand des Testnetzes liegen. Weiterhin erfolgt bei 
fehlerhaften Detektionen oft eine Ausgabe der zur tatsächlichen ausgefallen AC-Leitung benach-
barten AC-Leitung. In diesen Fällen lag die eigentlich zu detektierende AC-Leitung aufgrund 
nahezu gleicher NAD oft an zweiter oder dritter Stelle. 

Eine Erhöhung der Zuordnungsgenauigkeit von AC-Leitungsausfällen kann mithilfe einer opti-
mierten PMU-Platzierung, wie in [87], [88], [89], [90], [91] entworfen, erhöht werden. Diese 
Optimierung ist kein Bestandteil dieser Arbeit, da die verwendete Methode die kritischen AC-
Leitungsausfälle korrekt identifizieren kann. Die unkorrekte Zuordnung tritt in dem Testnetz bei 
unkritischen AC-Leitungen auf, deren Ausfall keine korrektiven PFCD-Anpassungen erfordert. 
Eine einfache zufällige Platzierung von weiteren PMUs, vor allem am Rand des Testnetzes, re-
sultiert in einer Verbesserung der Anzahl an richtig zugeordneten AC-Leitungsausfällen auf 162 
von 168 möglichen. Eine vollständige korrekte Zuordnung kann wiederum aufgrund ähnlicher 
Knotenspannungswinkeländerungen beim Ausfall mehrerer Leitungen nicht vorgenommen wer-
den.  

Zwischenfazit 

Mithilfe vorausberechneter korrektiver Arbeitspunktanpassungen für PSTs und HGÜ-VSCs kann 
adäquat auf AC-Leitungsausfälle reagiert werden. Stimmen die prognostizierten Wirkleistungs-
flüsse mit den physikalischen Wirkleistungsflüssen überein und tritt dann ein ungeplanter Lei-
tungsausfall ein, führt die Einstellung der für diese Störung vorbereiteten Arbeitspunkte zu einer 
Verringerung möglicher Leitungsüberlastungen. Dabei unterscheiden sich die Arbeitspunkte vor 
und nach der Anpassung teilweise um bis zu 12° bei den PSTs und bis zu 5 p.u. bei den HGÜ-
VSCs. Einzig die beschränkten Stellmöglichkeiten der PFCDs sowie deren eingegrenzter Ein-
flussbereich auf die Wirkleistungsflüsse verhindern, dass alle Leitungsüberlastungen vermieden 
werden können. Weitere Schwächen zeigen sich bei dem verwendeten Verfahren zur Identifika-
tion von Leitungsausfällen. Hier war es nicht möglich, alle Leitungsausfälle korrekt den entspre-
chenden Leitungen zuzuordnen. Diesbezüglich empfiehlt sich die Verwendungen weiterer Daten-
quellen, um einen Leitungsausfall korrekt zuordnen zu können. Diese Informationsquellen kön-
nen zum Beispiel Statusinformationen von Schutz- und Messeinrichtungen sein. 

 

4.2.4 Validierung der Methode zur lokalen Anpassung von PSTs im Onlinebe-
trieb 

Nachfolgend werden am vorgestellten Testnetz, ausgehend vom optimierten Basisszenario S-0-0 
aus Abschnitt 4.2.2, zwei Störungen integriert. Diese Störungen verursachen im Onlinebetrieb 
Abweichungen von den geplanten Wirkleistungsflüssen, deren Ursache nicht durch einen Lei-
tungsausfall ausgelöst wird. Somit erfolgt in diesem Abschnitt die Validierung der Methoden zur 
Optimierung der PFCDs im Onlinebetrieb – im Speziellen der PSTs, nach Auftreten nicht-iden-
tifizierbarer Wirkleistungsflussänderungen. 
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Die erste Störung (S-5-1) spiegelt eine fehlerhafte Prognose der zu erwartenden Einspeisesitua-
tion wider, wobei im Norden der RZ 3 gegenüber der Prognose weniger Wirkleistung eingespeist 
wird, da zum Beispiel weniger Windenergieerzeugung erfolgt. Im Süden der RZ 3 wird dagegen 
mehr Leistung, zum Beispiel durch mehr Solareinstrahlung, erzeugt. Dieses Szenario S-5-1 wird 
durch eine gegenläufige Veränderung der Einspeiseleistungen an den Kraftwerksknoten 28 und 
22 vorgenommen. Dabei werden am Knoten 28 insgesamt 8 p.u. weniger und am Knoten 22 ent-
sprechend 8 p.u. mehr eingespeist.  

Die zweite Störung (S-5-2) beschreibt eine Abweichung zwischen prognostizierten und physika-
lischen Wirkleistungsflüssen hauptsächlich in West-Ost-Richtung. Ursache hierfür kann bei-
spielsweise eine geringere Windeinspeisung im Westen der RZ 3 sowie eine höhere Einspeisung 
der Kraftwerke im Osten der RZ 3 sein. Dementsprechend wird im Testnetz die Einspeiseleistung 
am Knoten 5 (-8 p.u.) und Knoten 35 (+8 p.u.) gegenläufig angepasst. Zur Übersicht sind in Abb. 
4.19 die untersuchten Störungen visualisiert. 

 

Abb. 4.19: Darstellung der zwei untersuchten Störungen für PST-Anpassung im Onlinebe-
trieb (S-5-1 und S-5-2) mit Leitungsbelastungen aus S-1-3 

Die Ergebnisse der Simulationen zur koordinierten PST-Anpassung bei Abweichungen im Onli-
nebetrieb werden nachfolgend exemplarisch anhand der Anpassungsmaßnahmen auf den drei In-
terkonnektoren zwischen RZ 1 und RZ 3 bzw. zwischen RZ 2 und RZ 3 (PST1 bis PST3) be-
schrieben. Alle weiteren PSTs 4 bis 7 müssen aufgrund des gezeigten geringen Einflusses auf die 
Interkonnektoren 1 bis 3 bei diesen Anpassungsmaßnahmen nicht berücksichtigt werden.  

Ziel der verwendeten PSDF-Methode ist die Herstellung der im DACF- bzw. im IDCF-Prozess 
geplanten Austauschwirkleistungen auf den Interkonnektoren (S-1-3, siehe Abschnitt 3.4.4). Eine 
lokale Anpassung der PST-Sollwerte erfolgt, wenn die Abweichung der physikalischen Inter-
konnektoren-Wirkleistungsflüsse den in Abb. 3.19 gezeigten Toleranzbereich überschreiten. Die 
Höhe des Toleranzbereiches wird mit ±0,57° in Anlehnung an [113], [115] gewählt, was einem 
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Wert von ±0,57⋅PSDF entspricht. Bei den Untersuchungen hat sich herausgestellt, dass eine PST-
Anpassung unterhalb dieser Marke zu keinen signifikanten Verbesserungen führt bzw. die grobe 
Einteilung der diskreten PST-Laststufen keine Verringerung der Abweichung ermöglicht. Auf-
grund der unterschiedlichen Einflüsse eines jeden einzelnen PSTs auf den Wirkleistungsfluss auf 
den jeweiligen Interkonnektor ergeben sich für jeden Interkonnektor unterschiedliche PSDFs, die 
mit 0,57 zu multiplizieren sind, und dementsprechend verschiedene Toleranzbereiche.  

Störung 1: Änderung der Einspeisungen an Knoten 22 und 28 

Für die Störung 1 sind in Abb. 4.20 die sich einstellenden Abweichungen der Wirkleistungsflüsse 
auf den Interkonnektoren (S-5-1) gegenüber den in S-1-3 geplanten dargestellt. Es ist abgebildet, 
wie sich der Wirkleistungstransport über die Interkonnektoren nach RZ 1 und RZ 2 durch die 
Reduzierung der Einspeisung im Norden von RZ 3 vermindert und die definierten Toleranzberei-
che überschritten werden (Bereich „Störung“), wobei die oberen und unteren Toleranzgrenzen für 
jeden PST durch die horizontalen Linien dargestellt sind. Mithilfe der in Abschnitt 3.4.4 vorge-
stellten Methode erfolgt in S-5-1.1 die Berechnung korrigierter PST-Sollwerte, so dass nach deren 
Einstellung die Abweichungen der Interkonnektoren-Wirkleistungsflüsse wieder innerhalb des 
Toleranzbereiches liegen (Bereich „PSDF“). Dabei kommt es aufgrund der diskreten Stufungsin-
tervalle der PSTs 1 bis 3 zu keiner vollständigen Beseitigung der Abweichung (siehe Abb. 4.20 
(links)). 

 

Abb. 4.20: Ergebnis Störung 1: Gegenüberstellung der diskreten und kontinuierlichen PST-
Anpassung (links S-5-1.1, rechts S-5-1.2) 

Eine Minimierung der Austauschwirkleistungs-Abweichung nahe Null wäre mit kontinuierlich 
stufbaren PSTs denkbar (S-5-1.2). Eine vollständige Minimierung auf null ist dabei ebenso nicht 
möglich, da die in der Methode verwendeten PSDFs den vereinfachten Einfluss einer PST-Win-
keländerung auf den Wirkleistungsfluss bestimmen (DC-Leistungsflussberechnung). Dement-
sprechend kommt es gegenüber den physikalischen Wirkleistungsflüssen zu geringen Abwei-
chungen von bis zu 5 %. Beispielhaft ist diese geringe bestehenbleibende Abweichung in Abb. 
4.20 (rechts) für kontinuierlich stufbare PSTs abgebildet. 

Die PST-Winkel zwischen diskreter (S-5-1.1) und kontinuierlicher (S-5-1.2) PST-Stufung unter-
scheiden sich dann gemäß der in Tab. 4.7 gemachten Angaben nur geringfügig. Dementsprechend 
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wäre es in diesem Fall möglich, eine kontinuierliche Optimierung durchzuführen und anschlie-
ßend auf die nächstmögliche diskrete PST-Stufe zu runden. Allerdings konnte in den Untersu-
chungen festgestellt werden, dass dies nicht immer machbar ist. Je nach Gestaltung des Lösungs-
raumes kann eine diskrete Lösung mit besserem Fitnesswert auch mehr als eine PST-Stufe vom 
kontinuierlichen Optimum entfernt liegen  

Tab. 4.7: Störung 1: Gegenüberstellung der PST-Winkel bei lokaler PST-Anpassung 

PST ohne Anpassung 
(S-5-1) 

diskrete, koordi-
nierte Anpassung 

(S-5-1.1) 

kontinuierliche, 
koordinierte An-
passung (S-5-1.2) 

diskrete, unkoor-
dinierte Anpas-
sung (S-5-1.3) 

PST1-Winkel  -2,4° -8,4° -8,27° -7,8° 
PST2-Winkel  0,0° -3,6° -4,13° -3,6° 
PST3-Winkel  -1,8° -5,4° -5,48° -5,4° 

Im Falle eines Kommunikationsausfalls zwischen den PMUs und dem WAMS, bzw. zwischen 
SCADA und den PSTs, wird in Abschnitt 3.4.4 eine lokale und unkoordinierte PST-Sollwertan-
passung jedes einzelnen PSTs entworfen (S-5-1.3). Die Resultate dieser Anpassungsmethode sind 
in Abb. 4.21 visualisiert. Dabei unterscheiden sich die unkoordinierten korrigierten PST-Winkel 
geringfügig von denen der koordinierten Anpassungsmethode (siehe Tab. 4.7). Weiterhin sind in 
S-5-1.3 mit 18 einzelnen Arbeitspunktänderungen deutlich mehr PST-Anpassungen als bei einem 
koordinierten Verfahren notwendig. Es ist weiterhin dargestellt, dass der zugrunde gelegte zeitli-
che Versatz bei den Anpassungsmaßnahmen einen iterativen Änderungsprozess bewirkt, der am 
Ende zu einer Lösung führt, wobei die Austauschleistungen auf allen drei betrachteten Inter-
konnektoren wieder innerhalb der Toleranzbereiche liegen.  

 

Abb. 4.21: Ergebnis Störung 1: unkoordinierte und diskrete PST-Anpassung (S-5-1.3) 
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Störung 2: Änderung der Einspeisungen an Knoten 5 und 35 

Analog zur Störung 1 erfolgt auch bei Störung 2 eine lokale Anpassung der PST-Winkel mithilfe 
der in Abschnitt 3.4.4 vorgestellten Methode, um die geplanten Austauschleistungen auf den In-
terkonnektoren wiederherzustellen. In diesem Fall sind die Auswirkungen auf die Inter-
konnektoren etwas geringer als im vorherigen untersuchten Fall. Dementsprechend gelingt es 
mithilfe der Methode, die Abweichung der Interkonnektoren-Wirkleistungsflüsse ebenfalls mit 
einer Arbeitspunktänderung je PST innerhalb des erlaubten Toleranzbereiches zurückzuführen. 
Dies gilt, wie in Abb. 4.22 abgebildet, bei der koordinierten Bestimmung der korrigierten PST-
Winkel sowohl für diskrete (S-5-2.1) als auch für kontinuierliche PST-Stufungen (S-5-2.2). 

 

Abb. 4.22: Ergebnis Störung 2: Gegenüberstellung der diskreten und kontinuierlichen PST-
Anpassung (links S-5-2.1, rechts S-5-2.2) 

Auffallend ist, dass die Abweichungen wiederum nach den Anpassungen bei diskreten PST-Win-
keländerungen (S-5-2.1) größer ausfallen als bei kontinuierlichen PST-Stufungsmöglichkeiten 
(S-5-2.2), da beim zweiten die Anpassungen detaillierter durchführbar sind. Dies führt dement-
sprechend zu den verschiedenen korrigierten PST-Winkeln in Tab. 4.8. 

Tab. 4.8: Störung 2: Gegenüberstellung der PST-Winkel bei lokaler PST-Anpassung 

PST ohne Anpassung 
(S-5-2) 

diskrete, koordi-
nierte Anpas-
sung (S-5-2.1) 

kontinuierliche,  
koordinierte An-

passung 
(S-5-2.2) 

diskrete, unko-
ordinierte An-

passung 
(S-5-2.3) 

PST1-Winkel  -2,4° 0,0° 0.06° -0,6° 
PST2-Winkel  0,0° 3,6° 3,11° 2,4° 
PST3-Winkel  -1,8° 0,9° 0,78° 0,9° 

Zum Vergleich sind in Abb. 4.23 und ebenso in Tab. 4.8 die Ergebnisse der unkoordinierten PST-
Anpassungen (S-5-1.3) nach dem Auftreten ungeplanter und nicht-identifizierbarer Wirkleis-
tungsflüsse dargestellt. Dabei gelingt es wiederum die Abweichungen innerhalb des Toleranzban-
des zurückzuführen. Gleichzeitig sind in S-5-1.3 mehrere einzelne PST-Anpassungsmaßnahmen 
notwendig. Im Vergleich dazu ist bei der koordinierten Methode nur eine Anpassungsmaßnahme 
pro PST erforderlich. 
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Abb. 4.23: Ergebnis Störung 2: unkoordinierte und diskrete PST-Anpassung (S-5-2.3) 

Zur erweiterten Verifizierung des PSDF-Ansatzes wird die vereinfachte gegenseitige Verände-
rung der Einspeisesituation an allen möglichen Kombinationen, bestehend aus zwei PU-Knoten, 
getestet. Somit werden aus dem optimierten Szenario S-1-3 bei Berücksichtigung von 49 im Test-
netz befindlichen PU-Knoten ca. 2.350 Szenarien (S-6-x.1 bis S-6-x.2350) mit ungeplanten 
Wirkleistungsflussänderungen untersucht. Darüber hinaus wird die Höhe der Einspeiseänderung 
in fünf Stufen zwischen 1 p.u. und 20 p.u. variiert, um das Spektrum von geringen bis großen 
Wirkleistungsflussänderungen abbilden zu können. Der Fokus liegt bei diesen Berechnungen auf 
Anpassungen der PSTs 1 bis 3. Auf die Darstellung der Resultate von Anpassungsmaßnahmen an 
den anderen PSTs wird verzichtet, da diese den nachfolgend gezeigten Ergebnissen sehr ähneln. 

Die Ergebnisse der Untersuchungen sind zusammenfassend in Tab. 4.9 dargestellt. Dabei sind die 
betragsmäßige Soll-Ist-Abweichung der Interkonnektoren-Wirkleistungsflüsse aller drei PST-In-
terkonnektoren kumuliert und anschließend über alle 2.350 Szenarien gemittelt, so dass die Re-
duzierungen der Abweichung über alle fünf Stufen erstens ohne, zweitens mit diskreter und drit-
tens mit kontinuierlicher PST-Anpassung vergleichbar sind.  

In Tab. 4.9 zeigen die Ergebnisse, dass sich mit steigender Einspeiseänderung an den PU-Knoten 
(von 1 p.u. auf 20 p.u.) die durchschnittliche Abweichung der Sollaustauschleistung ebenfalls er-
höht. Diese steigt bei Betrachtung der Situation ohne PST-Anpassung aufgrund der entsprechen-
den Steigerung der unvorhergesehenen Wirkleistungsflussänderungen von durchschnittlich 
0,42 p.u. auf 8,41 p.u. Mithilfe der Anpassungen an diskret- bzw. kontinuierlich-stufbaren PSTs 
gelingt es mit der entworfenen Methode, die Abweichungen im Mittel für alle Szenarien zu sen-
ken.  

Auffallend ist, dass sich insbesondere bei geringen Wirkleistungsflussänderungen (Einspeiseän-
derung 1 p.u.) die kumulierten Abweichungen vor und nach der PST-Anpassung nur geringfügig 
unterscheiden. Dies liegt zum einen an dem definierten Toleranzbereich, der eine Anpassung bei 
geringen Abweichungen verhindert, und zum anderen an den diskreten PST-Stufen. So kann eine 
Änderung der PST-Stufung bei solch geringen Abweichungen zu einem Überkompensieren der 
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Abweichung führen. Aufgrund dessen wird in dem Verfahren die bestimmte Lösung immer auf 
die nächstgelegenere, niedrigere diskrete PST-Stufung abgerundet. 

Mit steigender kumulierter Abweichung von der Sollaustauschleistung steigt auch das Ände-
rungspotenzial der PSTs, wodurch sie ihren direkten Einfluss auf den Wirkleistungsfluss der In-
terkonnektoren besser zur Minimierung der Abweichungen nutzen können. Dabei können die Ab-
weichungen in den Szenarien (Einspeiseänderung 3 p.u. und 5 p.u.) im Mittel auf unter 0,4 p.u. 
gemindert werden, wobei dieser Wert bei kontinuierlich stufbaren PSTs unter 0,08 p.u. sinkt. Da-
mit liegt dieser Wert niedriger als bei den Szenarien mit 1 p.u. Einspeiseänderung, da nun in einer 
gehäuften Form die Abweichungen außerhalb des Toleranzbereiches liegen und somit in den Sze-
narien die Abweichung minimiert werden kann. 

In den Szenarien (Einspeiseänderung 10 p.u. und 20 p.u.) mit großen ungeplanten Wirkleistungs-
flüssen kommt es teilweise zu sehr großen Abweichungen auf den Interkonnektoren, so dass die 
erlaubten Stufungsmöglichkeiten aller oder einzelner PSTs überschritten sind. In diesem Fall 
greift die genannte Vorschrift, dass keine Anpassungen zur Vermeidung möglicher größerer Ab-
weichungen vorzunehmen sind. Dementsprechend können in den beiden letzten Szenarien die 
hohen kumulierten Abweichungen durch eine PST-Anpassung nicht ausreichend verringert wer-
den. Dabei stellen diese großen Veränderungen in den Wirkleistungsflüssen sowieso Extremsitu-
ationen dar, bei denen statt einzelner PST-Anpassungen vielmehr ein Bündel an Maßnahmen zur 
Erhaltung der Netzsicherheit nötig sind. 

Tab. 4.9: Vergleich der durchschnittlichen, kumulierten und betragsmäßigen Abweichung 
der Interkonnektoren-Wirkleistungsflüsse 

Höhe der unge-
planten Leis-
tungsflussände-
rungen 

Szenario  Durchschnitt der kumulierten, betragsmäßigen Abweichung der 
Sollaustauschleistung… 
…ohne PST-An-
passung  

… mit diskreter 
PST-Anpassung  

… mit kontinuierli-
cher PST-Anpas-
sung  

gering 
 

 
 

 
groß 

1 p.u. 0,42 p.u. 0,25 p.u. 0,12 p.u. 
3 p.u. 1,26 p.u. 0,33 p.u. 0,07 p.u. 
5 p.u. 2,10 p.u. 0,37 p.u. 0,07 p.u. 

10 p.u. 4,20 p.u. 2,20 p.u. 1,95 p.u. 
20 p.u. 8,41 p.u. 6,14 p.u. 6,02 p.u. 

Zwischenfazit 

Die durchgeführten Simulationen zeigen, dass der lokale PSDF-Ansatz zur Anpassung der PSTs 
im Onlinebetrieb und somit zur Wiederherstellung der Sollaustauschwirkleistung an den PST-
Interkonnektoren geeignet ist. Beschränkt wird dies durch die diskreten PST-Stufen, wodurch 
keine exakte Minimierung der Abweichung möglich ist, sowie durch die Beschränkung der ma-
ximalen Anzahl an PST-Stufen. Weiterhin führt die Verwendung der vereinfachten DC-Leis-
tungsflussberechnung zu geringfügigen Abweichungen gegenüber den physikalischen Wirkleis-
tungsflüssen. 
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4.2.5 Validierung der Methode zur lokalen Anpassung von HGÜ-VSCs im Onli-
nebetrieb 

Zur Untersuchung der in Abschnitt 3.4.5 vorgestellten Methode zur lokalen Anpassung der HGÜ-
VSC-Arbeitspunkte nach ungeplanten Wirkleistungsflüssen im Onlinebetrieb werden exempla-
risch die in Abschnitt 4.2.4 vorgestellten Störungen (S-5-1 und S-5-2) verwendet. Dies war zum 
einen eine Verschiebung der Einspeisung von 8 p.u. in Nord-Süd-Richtung und zum anderen von 
8 p.u. in West-Ost-Richtung (siehe Abb. 4.19). Ausgangsszenario vor den Störungen ist wiede-
rum die OPF-optimierte Situation S-1-3 aus Abschnitt 4.2.2. 

Störung 1: Änderung der Einspeisungen an Knoten 22 und 28 

Durch die Verschiebung von 8 p.u. Einspeiseleistung vom nördlichen Bereich des Testnetzes in 
den südlichen Bereich verringert sich der stark ausgeprägte Wirkleistungstransport von Nord nach 
Süd. Dementsprechend sinken, wie in Tab. 4.10 für S-5-1 angegeben, nach der Störung die Lei-
tungsbelastungen auf den zuvor stark belasteten AC-Leitungen deutlich um bis zu absolut 22 % 
im Vergleich zur geplanten Situation (S-1-3). Die im System integrierten HGÜ-VSC-Verbindun-
gen behalten zunächst ihre zugewiesenen Sollwerte bei und beteiligen sich nicht an der geänder-
ten Leistungsflusssituation.  

Mithilfe des im Abschnitt 3.4.5 vorgestellten Winkelgradientenverfahrens wird die Reduzierung 
des Wirkleistungstransportes an den HGÜ-VSC-Knoten erfasst und eine korrigierte Anpassung 
der HGÜ-VSCs ermittelt. Ausgehend von einem hohen Wirkleistungstransport über die HGÜ-
P2P-Verbindungen von Nord nach Süd vor der Störung erfolgt nun eine iterative und schrittweise 
Anpassung der HGÜ-VSC-Sollwerte (S-5-1.4).  

Tab. 4.10: Störung 1: Gegenüberstellung der Leitungsbelastungen vor und nach der korri-
gierten HGÜ-VSC-Anpassung 

 Leitungsbelastung 
Leitung OPF optimiert 

(S-1-3) 
Störung 1 (S-5-1) korrigierte HGÜ-VSC-Anpas-

sung (S-5-1.4) 
3-26 66,6 % 53,2 % ↓ -13,4 % 60,7 % ↓ -5,9 % 
5-7 70,0 % 65,8 % ↓ -4,2 % 68,7 % ↓ -1,3 % 
8-11 70,0 % 61,8 % ↓ -8,2 % 66,8 % ↓ -3,2% 
10-12 38,4 % 24,0 % ↓ -14,4 % 31,1 % ↓ -7,3 % 
14-37 41,4 % 18,7 % ↓ -22,7 % 28,8 % ↓ -12,6 % 
30-43 70,0 % 55,7 % ↓ -14,3 % 59,2 % ↓ -10,8 % 
36-37 49,9 % 31,1 % ↓ -18,8 % 40,0 % ↓ -9,9 % 
40-56 67,1 % 51,2 % ↓ -15,9 % 57,9 % ↓ -9,2 % 
54-59 55,3 % 48,6 % ↓ -6,7 % 50,9 % ↓ -4,4 % 
76-78 70,0 % 66,8 % ↓ -3,2 % 68,6 % ↓ -1,4 % 
79-80 70,0 % 65,8 % ↓ -4,2 % 68,2 % ↓ -1,8 % 
87-88 69,7 % 66,5 % ↓ -4,2 % 67,9 % ↓ -1,8 % 

         
∆belast ∆belast 
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In Abb. 4.24 ist visualisiert, wie sich die HGÜ-VSCs in S-5-1.4 an dem reduzierten Wirkleis-
tungstransport beteiligen und entsprechend einem definierten Verteilungsfaktor ihre Übertra-
gungsleistung reduzieren. Beispielhaft ist dies in diesem Fall mit einem Verteilungsfaktor von 
k = 0,5 dargestellt, um den detektierten reduzierten AC-Wirkleistungsfluss zu 50 % auf die AC- 
und zu 50 % auf die DC-Verbindungen zu verteilen. Dementsprechend reduzieren die HGÜ-
VSCs ihre Wirkleistungssollwerte. Am Ende des iterativen Anpassungsprozesses sind die in Tab. 
4.10 aufgelisteten Leitungen zwar höher belastet als nach der Störung, gleichzeitig liegt die Be-
lastung noch immer unterhalb der ursprünglich geplanten. 

 

Abb. 4.24: Anpassung der Wirkleistung der HGÜ-VSCs bei Störung 1 im Rahmen des Win-
kelgradientenverfahrens (S-5-1.4) 

 

Störung 2: Änderung der Einspeisungen an Knoten 5 und 35 

Die Abweichung in der Einspeisesituation, genauer die Verschiebung von Erzeugung von West 
nach Ost im Testnetz, führt gegenüber der prognostizierten Situation zu einer AC-Leitungsent-
lastung vor allem im Bereich der Einspeiseverringerung im Westen der RZ 3 (Leitung 5-7 und 8-
11). In der Nähe der Einspeisevergrößerung im östlichen Bereich von RZ 3 kommt es dagegen 
verstärkt zu Belastungserhöhungen (Leitung 14-37, 36-37 und 40-56), um die mehreingespeiste 
Wirkleistung abtransportieren zu können (S-5-2). Demensprechend führt die Störung, wie in Tab. 
4.11 zu sehen, zu einer Überlastung einzelner AC-Leitungen. 
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Tab. 4.11: Störung 2: Gegenüberstellung der Leitungsbelastungen vor und nach der korri-
gierten HGÜ-VSC-Anpassung 

 Leitungsbelastung 
Leitung OPF (S-1-3) Störung 2 (S-5-2) korrigierte HGÜ-VSC-Anpas-

sung (S-5-2.4) 
3-26 66,6 % 72,2 % ↑ +5,6 % 72,3 % ↑ +0,1 % 
5-7 70,0 % 42,0 % ↓ -28,0 % 42,8 % ↑ +0,8 % 
8-11 70,0 % 58,6 % ↓ -11,4 % 59,3 % ↑ +0,7 % 
10-12 38,4 % 42,9 % ↑ +4,5 % 42,2 % ↓ -0,7 % 
14-37 41,4 % 52,6 % ↑ +11,2 % 48,6 % ↓ -4,0 % 
30-43 70,0 % 70,3 % ↑ +0,3 % 68,9 % ↓ -1,4 % 
36-37 49,9 % 65,3 % ↑ +15,4 % 60,7 % ↓ -4,6 % 
40-56 67,1 % 78,7 % ↑ +11,6 % 75,5 % ↓ -3,2 % 
54-59 55,3 % 59,1 % ↑ +3,8 % 58,0 % ↓ -1,1 % 
76-78 70,0 % 68,2 % ↓ -1,8 % 68,5 % ↑ +0,3 % 
79-80 70,0 % 67,4 % ↓ -2,6 % 67,6 % ↑ +0,2 % 
87-88 69,7 % 67,9 % ↓ -1,8 % 67,8 % ↓ -0,1 % 

              

Mithilfe der im Winkelgradientenverfahren berechneten HGÜ-VSC-Anpassungen (siehe Abb. 
4.25) ist es vor allem durch Anpassungen an den HGÜ-VSCs 5 und 6 der HGÜ-Verbindung 3 
möglich, die Überlastsituationen zu verringern (siehe Tab. 4.11). Eine vollständige Beseitigung 
ist in S-5-2.4 gleichzeitig nicht möglich, da die Wirkleistungsverschiebungen vorwiegend in 
West-Ost-Richtung erfolgen, während die HGÜ-Verbindungen deutlich mehr Einfluss auf die 
Nord-Süd-Wirkleistungsflüsse ausüben können. Dies impliziert, dass die Wirkungsweise des 
Verfahrens bei solch einer Störung eingeschränkt ist und entsprechend weitere Maßnahmen, wie 
die Anpassung der PST-Winkel, umgesetzt werden sollten. 

 

Abb. 4.25: Anpassung der Wirkleistung der HGÜ-VSCs bei Störung 2 im Rahmen des Win-
kelgradientenverfahrens (S-5-2.4) 
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Zwischenfazit 

Die durchgeführten Untersuchungen zeigen, dass die vorgestellte Methode eine aktive Beteili-
gung der HGÜ-VSC-Verbindungen an auftretenden Wirkleistungsflussänderungen innerhalb des 
AC-Netzes ermöglicht. Dies kann je nach Richtung der Wirkleistungsflussänderungen sowohl zu 
einer Reduzierung als auch zu einer Erhöhung der AC-Leitungsbelastungen führen. Da gleichzei-
tig keine Koordinierung zwischen den einzelnen HGÜ-VSC-Verbindungen stattfindet, ist es mög-
lich, dass nicht alle Überlastsituationen im AC-Netz beseitigt werden.  

 

4.2.6 Untersuchung von Wechselwirkungen zwischen den lokalen Anpassun-
gen von PST und HGÜ-VSC 

Aufbauend auf den getrennten Untersuchungen zur Wirkungsweise von PST- und HGÜ-VSC-
Arbeitspunktanpassungen im Onlinebetrieb in den vorherigen Abschnitten 4.2.4 und 4.2.5 erfolgt 
in diesem Abschnitt die parallele Anwendung beider Methoden. Ziel der Untersuchung ist die 
Analyse von eventuell auftretenden Wechselwirkungen zwischen dem PSDF-Verfahren und dem 
Winkelgradientenverfahren. 

Dazu werden die beiden Methoden zeitlich gestaffelt. Im Falle einer Detektion von ungeplanten 
Wirkleistungsflussänderungen greift das Winkelgradientenverfahren, aufgrund der höheren Dy-
namik der HGÜ-VSCs gegenüber den PSTs, zuerst unterstützend ein. Entsprechend des Winkel-
gradientenverfahrens erfolgt die Aufteilung von Wirkleistungsflussänderungen auf das AC- und 
DC-Netz. Mit einer zeitlichen Verzögerung erfolgt anschließend, bei Detektion von Wirkleis-
tungsflussabweichungen ∆pinter auf den Interkonnektoren, die Anpassung der PST-Sollwerte mit-
hilfe berechneter PSDF-Faktoren.  

Da eine PST-Anpassung neben dem weitreichenden Einfluss auf die Wirkleistungsflüsse ebenso 
Auswirkungen auf die Knotenspannungswinkel hat, kann es vorkommen, dass anschließend wie-
derum die HGÜ-VSCs Anpassungen vornehmen. Dieser iterative Prozess erfolgt solange, bis ein 
stabiler Arbeitspunkt innerhalb des festgelegte Toleranzbandes für die Wirkleistungsflüsse über 
die Interkonnektoren sowie für Knotenspannungswinkeländerungen an den HGÜ-VSC-Knoten 
erreicht ist. Schematisch ist dieser Vorgang in Abb. 4.26 visualisiert. 

 

Abb. 4.26: Schema zur gleichzeitigen Ausführung von lokalen Anpassungsmaßnahmen für 
PST- und HGÜ-VSC-Sollwerte im Onlinebetrieb  

Zum Testen der Wechselwirkung werden erneut die zwei Störungen S-5-1 und S-5-2 betrachtet, 
in denen an zwei PU-Knoten die Einspeisung entgegengesetzt verändert wird. 
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Störung 1: Änderung der Einspeisungen an Knoten 22 und 28 

Die Verschiebung von 8 p.u. Einspeiseleistung vom nördlichen Bereich des Testnetzes in den 
südlichen Bereich vermindert den stark ausgeprägten Wirkleistungstransport von Nord nach Süd. 
Dieser verminderte Wirkleistungstransport führt bei Eintritt der Störung zu sinkenden Übertra-
gungsleistungen auf den Interkonnektoren 1 und 3 (siehe Abb. 4.27) und somit zu einer Abwei-
chung zwischen den prognostizierten Wirkleistungsflüssen und den tatsächlichen Werten. Wei-
terhin verändern sich die Knotenspannungswinkel, die gemäß der in Abschnitt 3.4.5 vorgestellten 
Methode detektiert werden. Entsprechend des Winkelgradientenverfahrens erfolgen anschließend 
eine Anpassung der HGÜ-Sollwerte sowie eine Verteilung der unvorhergesehenen Wirkleis-
tungsflüsse auf das AC- und DC-Netz. Abb. 4.28 zeigt diesbezüglich die VSC-Wirkleistungs-
flüsse für die drei HGÜ-VSC-Verbindungen während der Anpassungsmaßnahme. Diese Anpas-
sung führt wiederum zu einer Änderung der Wirkleistungsflüsse und der Knotenspannungswin-
kel. Dementsprechend wird das Winkelgradientenverfahren mehrmals ausgeführt, bis die festge-
legte Toleranzgrenze für Knotenspannungsabweichungen erreicht ist.  

Nach Abschluss der HGÜ-VSC-Anpassungsmaßnahmen existieren weiterhin Wirkleistungsfluss-
abweichungen auf den Interkonnektoren. Mithilfe des PSDF-Ansatzes werden korrigierte PST-
Sollwerte berechnet und integriert. Dies führt zu einer Minimierung der Abweichung zwischen 
Soll- und Ist-Wirkleistungsflüssen auf den Interkonnektoren (siehe Abb. 4.27). Die durchgeführte 
PST-Anpassung führt erneut zu einer Änderung der Knotenspannungswinkel und die HGÜ-VSCs 
werden erneut mittels des Winkelgradientenverfahrens iterativ angepasst (siehe Abb. 4.28). Diese 
HGÜ-VSC-Anpassung führt in diesem Fall dazu, dass die tatsächlichen Wirkleistungsflüsse auf 
den Interkonnektoren noch einmal mithilfe der PSDF-Methode anzupassen sind. Anschließend 
liegen die Wirkleistungsflüsse innerhalb des erlaubten Toleranzbandes  

 

Abb. 4.27: Ergebnis Störung 1: Wirkleistungsflussabweichung auf den Interkonnektoren bei 
Wechselwirkung zwischen PSDF und AGM  
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Abb. 4.28: Ergebnis Störung 1: Anpassung der Wirkleistung der HGÜ-VSCs bei Wechsel-
wirkung zwischen PSDF und AGM 

 

Störung 2: Änderung der Einspeisungen an Knoten 5 und 35 

Analog zur Störung 1 erfolgt auch bei Störung 2 eine Untersuchung der Wechselwirkungen zwi-
schen der lokalen Anpassung der PST-Winkel und der HGÜ-VSC-Sollwerte bei ungeplanten 
Wirkleistungsflussänderungen im Onlinebetrieb. Diesbezüglich zeigt Abb. 4.29, wie sich durch 
die Veränderung der Wirkleistungsflüsse in West-Ost-Richtung vor allem die Leistungsflüsse auf 
den Interkonnektoren 2 und 3 erhöhen.  

Mithilfe der vorgeschlagenen Methode zur Detektion von ungeplanten Wirkleistungsflüssen er-
folgt zuerst eine iterative Änderung der HGÜ-VSC-Sollwerte gemäß dem Winkelgradientenver-
fahren aus Abschnitt 3.4.5. Wie in Abb. 4.30 visualisiert, ist dieser Anpassungsprozess nach vier 
Iterationen abgeschlossen. Gleichzeitig sind die Wirkleistungsflüsse auf den Interkonnektoren 2 
und 3 weiterhin außerhalb der erlaubten Toleranzbereiche (siehe Abb. 4.29). Dementsprechend 
werden mithilfe des lokalen PSDF-Ansatzes korrigierte PST-Sollwerte berechnet und integriert, 
so dass die Wirkleistungsflüsse wieder innerhalb der vorgegebenen Toleranzbereiche liegen. Die 
daraus resultierenden Wirkleistungsfluss- und Knotenspannungswinkeländerungen werden wie-
derum an den HGÜ-VSC-Knoten detektiert, so dass die HGÜ-VSCs noch zweimal angepasst 
werden. Anschließend ist der iterative Prozess abgeschlossen. 
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Abb. 4.29: Ergebnis Störung 2: Wirkleistungsflussabweichung auf den Interkonnektoren bei 
Wechselwirkung zwischen PSDF und AGM 

 

Abb. 4.30: Ergebnis Störung 2: Anpassung der Wirkleistung der HGÜ-VSCs bei Wechsel-
wirkung zwischen PSDF und AGM 

Zwischenfazit 

Es konnte gezeigt werden, dass sich beide Methoden bei paralleler Ausführung gegenseitig be-
einflussen. Dabei treten nur geringe Wechselwirkungen auf, die zu einem schnell endenden ite-
rativen Ablauf führen. Somit sind das PSDF-Verfahren und das Winkelgradientenverfahren zur 
Wiederherstellung der Sollaustauschwirkleistung an den PST-Interkonnektoren sowie zur aktiven 
Verteilung von ungeplanten Wirkleistungsflussänderungen über die HGÜ-VSC-Verbindungen in 
paralleler Anwendung geeignet. 
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4.3 Analyse zum Erfüllungsgrad der Anforderungen  
In der nachfolgenden Tab. 4.12 sind die in Abschnitt 3.1 erarbeiteten Anforderungen an die zu 
entwerfenden Methoden tabellarisch aufgelistet. Ausgehend von den in Abschnitt 3.2 bis Ab-
schnitt 3.5 entworfenen Methoden erfolgt eine Beurteilung des Erfüllungsgrades der an das Netz-
betriebsverfahren gestellten Anforderungen. Dabei erfolgt die Beurteilung anhand einer zweifar-
bigen Skala mit den Ausprägungen grün (erfüllt) und rot (nicht erfüllt) – bezogen auf die vorge-
stellten Methoden und durchgeführten Validierungen. 

Tab. 4.12:  Erfüllungsgrad der gestellten Anforderungen an das Netzbetriebsverfahren 

Gliederung Anforderungen Bewertung 

Allgemein 

Sicherstellung der Systemsicherheit  
Nutzung der Stellmöglichkeiten ✔ 
Sollwertbereitstellung für PST und HGÜ-VSC für die Zeitbereiche 
Day-Ahead, Intraday und Online ✔ 

Sollwertbereitstellung für PST und HGÜ-VSC nach einer Störung ✔ 
Bestimmung der Sollwerte innerhalb festgelegter Zeitintervalle ✔ 
modulare Ergänzung zu bestehenden HEOs ✔ 
zuverlässige Funktionsweise bei Ausfall der Netzleittechnik  
Überführung des Netzes in einen zulässigen Betriebszustand mit-
hilfe der Arbeitspunktanpassungen ✔ 

Zeitbereich 

Bestimmung vorausberechneter PST- und VSC-Sollwerte mit re-
gelzonenübergreifenden und mehrdimensionalen Zielfunktionen ✔ 

Berechnung korrigierter PST- und HGÜ-VSC-Sollwerte mit loka-
len Zielfunktionen in nahezu Echtzeit ✔ 

Wahrung der Netzsicherheit mithilfe der berechneten und durchge-
führten Anpassungsmaßnahmen ✔ 

Vermeidung von Zielkonflikten ✔ 

Optimie-
rung 

Berücksichtigung mehrdimensionaler Zielfunktionen ✔ 
zielgerichtete Gewichtung der Teilziele  
Berücksichtigung nichtlinearer Nebenbedingungen ✔ 
Bestimmung eines globalen Optimums ✔ 
gutes Konvergenzverhalten bei beliebigen Startwerten ✔ 
Optimierung diskreter und kontinuierlicher Stellvariablen ✔ 

Koordinie-
rung 

zentrale und gesamtheitliche Optimierung der Arbeitspunkte ✔ 
Weitergabe aller notwendigen Daten von den ÜNBs an die zent-
rale Instanz ✔ 

Weitergabe der Arbeitspunkte als Empfehlung an die ÜNBs ✔ 
Hoheit über die Steuerung der PFCDs bei den ÜNBs ✔ 
bei Störung Wechsel auf lokale Anpassungsmethoden  ✔ 

Netzleit-
technik 

Erfassung der Amplituden und Phasenlagen von Strom und Span-
nung ✔ 

bei Ausfall der Netzleittechnik Wechsel auf dezentrale Methoden, 
die die Netzsicherheit wahren ✔ 

Testnetz 

Konvergenz der Leistungsflussberechnung ✔ 
Darstellung von verschiedenen Netzsituationen ✔ 
Konvergenz bei Variation der PFCD-Stellgrößen ✔ 
Konvergenz bei Nichtverfügbarkeit einzelner Netzelemente ✔ 
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Es ist in Tab. 4.12 dargestellt, dass das entworfene Netzbetriebsverfahren die gestellten Anforde-
rungen aus den Abschnitten 3.1 und 4.1.1 überwiegend erfüllt. Dies wird insbesondere durch die 
Gliederung des Verfahrens in verschiedene Methoden, die die zeitspezifischen Charakteristiken 
des Netzbetriebs berücksichtigen, ermöglicht. Einzig einzelne Anforderungen konnten nur teil-
weise erfüllt werden. Dazu zählt zum Beispiel die Sicherstellung der Systemsicherheit, da die 
Untersuchungen zeigen, dass die Stellmöglichkeiten von PSTs und HGÜ-VSCs in manchen Netz-
situationen aufgrund von fehlenden Transportkapazitäten nicht ausreichen, um die Systemsicher-
heit wiederherzustellen. Dementsprechend sind von den ÜNBs im Onlinebetrieb weitere Maß-
nahmen zur Wahrung der Netzsicherheit aus Abschnitt 2.1.5 zu ergreifen bzw. mittelfristig wei-
tere Transportkapazitäten zu schaffen.  

Weiterhin kann die Funktionsweise insbesondere der OPF- und SCOPF-Verfahren bei einem 
Ausfall der Netzleittechnik nicht gewährleistet werden, da die zentrale Instanz zur Vorausberech-
nung der PFCD-Sollwerte auf externe Daten der Netzbetreiber angewiesen ist und auch die Hand-
lungsempfehlungen an die Netzbetreiber zurückzusenden sind. Eine gewisse Zeit zur Behebung 
eines Netzleittechnikausfalls wird durch die zyklische Vorausberechnung der Sollwerte und deren 
rechtzeitige Hinterlegung bei den ÜNBs erreicht. Somit können die ÜNBs für ein paar Stunden 
die bereits hinterlegten Handlungsempfehlungen umsetzen. Auch eine redundante Netzleittechnik 
kann die Zuverlässigkeit einer sicheren Weitergabe von Messwerten und Befehlen erhöhen. 

4.4 Zusammenfassung 
Die Validierung der entworfenen Methoden:  

• Day-Ahead- und Intraday-Optimierung von PSTs und HGÜ-VSCs (OPF mit DE), 
• korrektive Anpassung von PST und HGÜ-VSC bei klar identifizierbaren Leistungsfluss-

änderungen (SCOPF mit DE), 
• lokale Anpassung von PSTs im Onlinebetrieb (PSDF) und 
• lokale Anpassung von HGÜ-VSCs (Winkelgradientenverfahren) im Onlinebetrieb 

erfolgt in der Simulationsumgebung MATLAB. Das dort integrierte Testnetz weist im Ausgangs-
zustand S-0-0 eine Netzsituation auf, die durch starke Nord-Süd-Wirkleistungsflüsse geprägt ist.  

Ausgehend von dem Fall, dass diese Situation eine im Rahmen des DACF- oder IDCF-Prozesses 
prognostizierte Netzsituation ist, wird zuerst das entworfene zentrale OPF-Verfahren verwendet, 
um optimale Sollwerte für die betrachteten PSTs und HGÜ-VSCs vorauszuberechnen. Basierend 
auf einem DE-Algorithmus ist es möglich, die prognostizierten AC-Leitungsüberlastungen voll-
ständig zu beseitigen. Dies gelingt vor allem durch die koordinierte Optimierung von PST und 
HGÜ-VSCs in S-1-3, wobei vor allem durch die HGÜ-Verbindungen neue Transportkapazitäten 
geschaffen werden. Eine alleinige Optimierung der PSTs in S-1-1 führt dagegen zu einer Ver-
schiebung von Wirkleistungsflüssen von stärker belasteten auf weniger belastete AC-Leitungen, 
die wiederum nach der PST-Sollwertanpassung überlastet sein können. Weiterhin verdeutlichen 
die Ergebnisse in S-3-1 und S-3-2, dass die von der zentralen Instanz optimierten Sollwerte zum 
Zeitpunkt der Umsetzung von allen beteiligten ÜNBs koordiniert und einheitlich umzusetzen 
sind. Eine Abweichung von der Sollwertempfehlung von einem einzigen ÜNB kann bereits dazu 
führen, dass das vorausberechnete Optimum nicht zu erreichen ist. 
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Bei den anschließenden Untersuchungen der entworfenen Verfahren bezüglich der Reaktion bei 
auftretenden Abweichungen zwischen den geplanten und den physikalischen Wirkleistungsflüs-
sen wird zuerst der SCOPF-Ansatz analysiert. Dafür werden ausgehend vom OPF-optimierten 
Ausgangsszenario S-1-3 für alle möglichen 168 AC-Leitungsausfälle korrektive PFCD-Sollwerte 
berechnet. Diese können bei Eintreten einer berücksichtigten Störung entsprechend eingestellt 
werden. Die angestellten Vergleiche zu den auftretenden Leitungsüberlastungen bei einer Störung 
ohne PFCD-Anpassung und mit PFCD-Anpassung zeigen, dass durch die korrektiven Anpas-
sungsmaßnahmen die Leitungsüberlastungen in allen Szenarien S-4-1 bis S-4-168 reduziert wer-
den können. Dementsprechend ist die korrektive Vorausberechnung von PFCD-Sollwerten not-
wendig, um bei einer Störung das Netz zentral koordiniert wieder in einen stabilen Bereich zu-
rückzuführen. Dabei ist der Erfolg der Anpassungsmaßnahme wiederum von der einheitlichen 
Umsetzung der Handlungsempfehlung abhängig. Einen weiteren wichtigen Punkt bei der Anwen-
dung der Methode zur Identifizierung der AC-Leitungsausfälle bildet die Platzierung der PMUs 
im Netz. Die Untersuchungen zeigen, dass es bei der Identifizierung von Leitungsausfällen zu 
Verwechslungen von benachbarten Leitungen, vor allem im Randbereich des Testnetzes, kommt. 
Mithilfe einer optimierten PMU-Platzierung gemäß den Verfahren [87], [88], [89], [90], [91] ist 
es möglich, diese fehlerhaften Zuordnungen zu verringern. 

Die Validierungen der zwei entworfenen Methoden zur lokalen Anpassung von PSTs und HGÜ-
VSCs nach ungeplanten Wirkleistungsflussänderungen mit nicht zuzuordnender Ursache erfol-
gen an dem OPF-optimierten Basisszenario S-1-3 mit veränderten Einspeisesituationen. Dabei 
führt die gegensinnige Veränderung der Einspeisung an jeweils zwei im Testnetz befindlichen 
PU-Knoten zu einer Veränderung der geplanten Wirkleistungsflüsse (siehe S-5-1 und S-5-2). Die 
Validierung der lokalen PST-Anpassungsmethode, basierend auf der Einbeziehung der PSDFs, 
zeigt, dass die berechneten korrigierten PST-Winkel eine Minimierung der Wirkleistungsflussab-
weichungen auf den PST-Interkonnektoren ermöglichen. Insbesondere bei einer feingliedrigen 
Einteilung der PST-Stufungsintervalle, bzw. bei Einsatz kontinuierlich-stufbarer PSTs, liegt die 
Abweichung bei annähernd Null. Geringe Abweichungen von bis zu 5 % treten auf, da die PSDF-
Methode die vereinfachte Leistungsflussberechnung verwendet. Diese Abweichungen von ge-
planten Wirkleistungsflüssen auf den Interkonnektoren ist nach der Anpassung der PSTs mit dis-
kret-stufbaren PSTs aufgrund der diskreten Stufungsschritte noch etwas größer. Sie liegt gleich-
zeitig aber wieder innerhalb des definierten Toleranzbereiches, so dass die entworfene Methode 
an Interkonnektoren mit PSTs sinnvoll eingesetzt werden kann. Dies gelingt sogar bei einem 
Wegfall der koordinierten PST-Anpassung bei einem Netzleittechnikausfall. In diesem Fall kann 
durch unabhängige iterative PST-Anpassungen ebenfalls die Abweichung der Wirkleistungs-
flüsse verringert werden. Einzig bei großen Abweichungen sind die Stellmöglichkeiten irgend-
wann überschritten, so dass in diesen Fällen weitere Maßnahmen zur Wahrung der Netzsicherheit 
zu ergreifen sind.  

Eine dieser Maßnahmen ist das verwendete Winkelgradientenverfahren zur lokalen Anpassung 
der HGÜ-VSC-Sollwerte. Die Untersuchungen zeigen, dass die an den HGÜ-VSC-Stationen in-
stallierten PMUs das Auftreten ungeplanter Wirkleistungsflussänderungen im AC-Netz registrie-
ren und darauffolgend geeignete HGÜ-VSC-Anpassungsmaßnahmen vorgenommen werden. 
Dies führt zu einer Aufteilung der ungeplanten Wirkleistungsflüsse auf das AC-Netz und die 
HGÜ-P2P-Verbindungen, die abhängig vom Aufteilungsfaktor ist. So führt ein Anstieg der 
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Wirkleistungsflüsse im AC-Netz zu einem Anstieg der über die HGÜ-VSC-Verbindungen trans-
portieren Wirkleistung, um die parallel-verlaufenden AC-Leitungen entsprechend zu entlasten. 
Tritt das Gegenteil ein und kommt es zu einer Reduzierung der Wirkleistungsflüsse im AC-Netz, 
reduziert sich auch entsprechend die Wirkleistung an den HGÜ-VSCs. Diese automatische An-
passung der HGÜ-VSC-Sollwerte funktioniert vor allem für Veränderungen der AC-Wirkleis-
tungsflüsse, die parallel zu den HGÜ-Verbindungen entstehen. Bei Veränderungen der AC-
Wirkleistungsflüsse quer zu den HGÜ-Verbindungen sind die Einflussmöglichkeiten der HGÜ-
VSCs dagegen beschränkt. 

Insgesamt kann in den Untersuchungen gezeigt werden, dass die vorgestellten Methoden ein ge-
eignetes Netzbetriebsverfahren für den optimalen Einsatz von PSTs und HGÜ-VSCs darstellen. 
Dieses Ergebnis spiegelt sich auch in einem Vergleich der gestellten Anforderungen mit dem 
erreichten Erfüllungsgrad wider. Dabei können mithilfe des entworfenen Netzbetriebsverfahrens 
annähernd alle Anforderungen erfüllt werden. Die Stärken der vorgestellten Methoden sind unter 
anderem: 

• Bestimmung von koordinierten Arbeitspunkten für PSTs und HGÜ-VSCs 
• Berücksichtigung mehrerer Zeitbereiche von der Day-Ahead-Planung bis zum Onlinebe-

trieb 
• Verwendung von zu den Zeitbereichen und Störungen abgestimmten Zielfunktionen 
• Verwendung der AC-Leistungsflussberechnung (Newton-Raphson) zur exakten Darstel-

lung der Netzparameter 
• Berücksichtigung diskreter und kontinuierlicher Optimierungsparameter 

Einschränkungen ergeben sich vor allem bei Störungen, in denen die PFCD-Anpassungsmöglich-
keiten nicht ausreichen und entsprechende weitere Maßnahmen einzuleiten sind. Weitere Schwä-
chen der vorgestellten Methoden sind: 

• Methoden setzen die Zusammenarbeit der ÜNBs und den Austausch von Netzinformati-
onen voraus 

• zentral koordinierte Arbeitspunkte sind von allen beteiligten ÜNBs einheitlich umzuset-
zen, da sonst das berechnete Optimum nicht erreicht werden kann 

• Freiheitsgrade und Einflussbereiche von PSTs und HGÜ-VSCs sind beschränkt, so dass 
nicht alle Leitungsüberlastungen beseitigt werden können 

• Gewichtung der Teilziele bei mehrdimensionalen Zielfunktionen hat Einfluss auf die Zie-
lerreichung 

• bei der Identifizierung von Leitungsausfällen kann es zu Fehlinterpretationen kommen 
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5 Zusammenfassung und Ausblick 

5.1 Zusammenfassung 
Ausgehend von stattfindenden Veränderungen in der elektrischen Energieversorgung (Integration 
erneuerbarer Energiequellen, verstärkter Wirkleistungstransportbedarf usw.), ergeben sich zu lö-
sende Herausforderungen in der elektrischen Energieübertragung [3]. Dazu zählt unter anderem 
der Entwurf passender Lösungen für vermehrt auftretende Überlastungen einzelner AC-Leitun-
gen. Neben einem AC-Netzausbau reagieren ÜNBs mit der Integration von PFCDs, wie PSTs 
und HGÜ-VSC-Verbindungen, die eine definierte Beeinflussung der AC-Wirkleistungsflüsse er-
möglichen [6], [7], [8]. Gleichzeitig verändert der Einsatz der PFCDs auch die Wirkleistungs-
flüsse regelzonenübergreifend auf weiter entfernten AC-Leitungen [48]. Zur Vermeidung von 
negativen Wechselwirkungen zwischen der steigenden Anzahl an PFCDs wird in der Arbeit fol-
gende Forschungsfrage beantwortet: 

„Wie lassen sich geeignete Arbeitspunkte von PSTs und HGÜ-VSCs zur Wahrung der Netzsi-
cherheit bestimmen?“ 

Dazu wird ein einheitliches Netzbetriebsverfahren vorgestellt, das die optimale Nutzung der Stell-
möglichkeiten von PSTs und HGÜ-VSCs ermöglicht. Dieses Verfahren berücksichtigt ausgehend 
von den erarbeiteten Anforderungen unterschiedliche Methoden zur Koordinierung der PFCDs, 
die auf die verschiedenen Möglichkeiten während der Netzbetriebsplanung und -führung einge-
hen. Somit ist das Verfahren in die folgenden zwei Komponenten gegliedert: 

1. die vorausschauende Planung von PST- und HGÜ-VSC-Netzbetrieb im Day-Ahead- und 
Intraday-Zeitbereich 

2. Methoden zur Anpassung der PST- und HGÜ-VSC-Sollwerte bei unplanmäßigen 
Wirkleistungsflussänderungen im Onlinebetrieb 

Dabei dient die vorausschauende Betriebsplanung unter Verwendung von Prognosedaten der 
frühzeitigen Erkennung von Überlastsituationen und der Bestimmung optimaler Arbeitspunkte 
von PSTs und HGÜ-VSCs zum koordinierten Beseitigen von eventuellen Engpässen im gesamten 
Verbundnetz. Zum vorbestimmten Zeitpunkt werden diese vorausberechneten Arbeitspunkte an-
schließend von den beteiligten ÜNBs koordiniert an den Betriebsmitteln umgesetzt. 

Beim Auftreten von Abweichungen zwischen den geplanten und den physikalischen Wirkleis-
tungsflüssen im Onlinebetrieb kommt der zweite Bestandteil des Netzbetriebsverfahrens zum 
Tragen. Hierbei werden Abweichungen zuallererst durch einen Vergleich von geplanten und mit 
PMU-gemessenen Wirkleistungsflüssen erfasst. Entsprechend der Höhe und der Art der Störung 
erfolgt anschließend eine geeignete Anpassung der PFCD-Arbeitspunkte. Sind ungeplante Ab-
weichungen zwischen den geplanten und den physikalischen Wirkleistungsflüssen beispielsweise 
einer Ursache, wie einem AC-Leitungsausfall, klar zuzuordnen, können zentral vorausberechnete 
korrektive Arbeitspunkte abgerufen und eingestellt werden. Ist dagegen die Ursache für die Ab-
weichung nicht eindeutig identifizierbar, erfolgt ein Wechsel auf Anpassungsmethoden, getrennt 
für PSTs und HGÜ-VSCs, die nur auf lokal an den Betriebsmitteln verfügbare Daten zugreifen. 
Dies ist notwendig, da eine zentral koordinierte Optimierung im Rahmen der geforderten schnel-
len Reaktionszeit nicht möglich ist. Die dezentrale PST-Anpassung sorgt in diesen Fällen für eine 
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Wiederherstellung der geplanten Austauschleistung auf den Interkonnektoren, während das de-
zentrale Winkelgradientenverfahren Änderungen von Wirkleistungsflüssen auf die DC- und AC-
Verbindungen aufteilt. Das Zusammenspiel der verschiedenen Methoden ist in Abb. 5.1 im Ge-
samtkontext visualisiert. Dabei ist auch bezugnehmend auf die Forschungsfrage 

„Welche Verfahren sind für die verschiedenen Zeitbereiche der Netzbetriebsführung zur Be-
stimmung der optimalen Arbeitspunkte von PSTs und HGÜ-VSCs geeignet?“ 

dargestellt, inwiefern die entworfenen Verfahren (in Abb. 5.1 durch die weißen Blöcke darge-
stellt) für die Optimierung der PST- und HGÜ-VSC-Sollwerte für die verschiedenen Zeitbereiche 
einzusetzen sind. 

 

Abb. 5.1: Gesamtheitliches Netzbetriebsverfahren 

Aufgrund des weitreichenden Einflusses der PFCDs auf die Wirkleistungsflüsse wird bei dem 
entworfenen Netzbetriebsverfahren die Berechnung der optimalen Arbeitspunkte im DACF- und 
IDCF-Prozess von einer zentralen Instanz übernommen. Diese Instanz kann zum Beispiel eine 
der in Europa bereits existierenden RSCIs sein. Zu deren Aufgaben gehört neben der Aufberei-
tung der Prognosedaten und der Zusammenführung der Netztopologien aus allen Regelzonen 
auch die Vorausberechnung korrektiver PFCD-Sollwerte. Im Onlinebetrieb wird dagegen bei un-
geplanten Wirkleistungsflussänderungen mit unbekannter Ursache auf dezentrale Anpassungs-
methoden zurückgegriffen, da eine koordinierte gesamtheitliche OPF-Berechnung im Rahmen 
der geforderten Reaktionszeit nicht zielführend ist. Stattdessen agieren die PFCDs in diesen Fäl-
len zum Teil eigenständig und zum Teil auf der ÜNB-Ebene teilkoordiniert mit einer geringen 
Anzahl an PFCDs. Die anfangs gestellte Frage  

„Welche Eigenschaften sollte eine Instanz zur Koordinierung der PFCDs aus technischer Sicht 
besitzen?“ 

kann dementsprechend nicht allgemein beantwortet werden. Vielmehr hängt die Beantwortung 
von den anvisierten Zielen des Einsatzes von PFCDs ab. Die Arbeit hat dazu für die verschiedenen 
Zeitbereiche in der Netzbetriebsplanung und Netzbetriebsführung jeweils geeignete Methoden 
entworfen und diesen entsprechenden Instanzen zugeordnet. So sollte aus Netzsicht im DACF- 
und IDCF-Prozess die koordinierte Berechnung optimaler Sollwerte für PSTs und HGÜ-VSCs 
einer RSCI übertragen werden. Dies ermöglicht die Zusammenführung von prognostizierten Ein-
speise- und Lastdaten sowie Netztopologien aus verschiedenen Regelzonen zu einem gemeinsa-
men Netzmodell und somit die Berücksichtigung von wechselseitigen Einflüssen der PFCDs in 
der Optimierung der PFCD-Arbeitspunkte. Die von der RSCI bestimmten PFCD-Sollwerte sind 

 

 100 – 500 ms  500 ms – 10 s  max. 15 min

pVSC,korrekt iv 

pVSC,ref

αPST,ref 

∆pVSC,korrigiert 

αPST,korrekt iv

OPF 
Betriebs-
planung

pVSC,ref
αPST,ref 

blockiert

SCOPF
Korrektive 

APs

pVSC,korrekt iv 
αPST,korrekt iv  ∆αPST,korrigiert 

pVSC,ref
αPST,ref 

Geplante AP-
Anpassung

Lokale Anpassung
AGM für VSC und 

PSDF für PST

Identifikation 
& korrektive 
SCOPF-APs

Vergleich 
geplante und 
physikalische 
Wirkleistungs-

flüsse

  t = 0

HGÜ-VSC

PST



Zusammenfassung und Ausblick  115 

anschließend von den ÜNBs mit PSTs und HGÜ-VSCs in ihren Regelzonen umzusetzen, um das 
berechnete Optimum zu erreichen. Im Falle von Abweichungen im Onlinebetrieb zwischen den 
geplanten und physikalischen Wirkleistungsflüssen ist eine zentrale korrektive Arbeitspunktbe-
stimmung für PSTs und HGÜ-VSCs aufgrund der geforderten schnellen Reaktion auf diese Stö-
rungen nicht möglich. Dementsprechend erfolgt die Anpassung der PST- und HGÜ-VSC-Arbeits-
punkte bei ungeplanten Wirkleistungsflussänderungen in Verantwortung der betroffenen ÜNBs. 

Alle diese Methoden wurden an einem Testnetz in der Simulationsumgebung MATLAB getestet 
und validiert. Die Untersuchungen zeigen, dass die entworfenen Methoden zu einer Beseitigung 
von Netzengpässen bzw. zu einer geringeren Verletzung von netztechnischen Nebenbedingungen 
führen. Gleichzeitig wird gezeigt, dass die PFCDs nicht in der Lage sind, alle Netzengpässe voll-
ständig zu beseitigen. Dies spiegelt die Tatsache wider, dass die untersuchten PFCDs irgendwann 
an die Grenzen ihres Einflusses auf die Wirkleistungsflüsse kommen und vor allem bei sehr gro-
ßen Abweichungen der Wirkleistungsflüsse weitere netztechnische Maßnahmen von den ÜNBs 
zu ergreifen sind. Gleichzeitig wird dargestellt, dass ein unkoordinierter Einsatz der PFCDs zu 
negativen Wechselwirkungen zwischen den PFCDs führen kann. Dies zeigt sich unter anderem 
in einer steigenden oder gleichbleibenden Anzahl an überlasteten Leitungen nach der Sollwertan-
passung. Dementsprechend kann die Forschungsfrage 

„Führt der koordinierte Einsatz von HGÜ-VSCs und PSTs zu einer verbesserten Wahrung der 
Netzsicherheit?“ 

eindeutig bejaht werden.  

Somit wurden zur Beantwortung der Forschungsfragen folgende neue wissenschaftliche Beiträge 
und Erkenntnisse gewonnen: 

• Erarbeitung zu erfüllender Anforderungen an ein Netzbetriebsverfahren zur Koordinie-
rung von PSTs und HGÜ-VSCs 

• Entwurf einer zentral koordinierten Methode (OPF) zur Bestimmung von PST- und 
HGÜ-VSC-Arbeitspunkten hinsichtlich der Größen PST-Winkel α und HGÜ-VSC-
Wirkleistung p mithilfe prognostizierter Einspeise- und Lastdaten im Day-Ahead- und 
Intraday-Zeitbereich 

• Entwurf einer zentral koordinierten Methode (SCOPF) zur Vorausberechnung von kor-
rektiven PST- und HGÜ-VSC-Arbeitspunkten hinsichtlich der Größen α und p, um im 
Onlinebetrieb auf Wirkleistungsflussänderungen mit klar identifizierbaren Ursachen rea-
gieren zu können 

• Entwurf einer lokalen Anpassungsmethode von PST-Arbeitspunkten bei ungeplanten 
Wirkleistungsflussänderungen im Onlinebetrieb zur Wiederherstellung der geplanten 
Austauschleistung auf Interkonnektoren und Verwendung des Winkelgradientenverfah-
rens zur lokalen Anpassung von HGÜ-VSC-Sollwerten bei ungeplanten Wirkleistungs-
flussänderungen. 

• Zusammenführung der entworfenen Methoden zu einem einheitlichen Netzbetriebsver-
fahren zum koordinierten Einsatz von PSTs und HGÜ-VSCs über mehrere Zeitbereiche, 
von der Day-Ahead-Planung über die Intraday-Planung bis hin zum Onlinebetrieb 

• Erarbeitung eines Referenznetzes zur Validierung der entworfenen Methoden 
• Validierung der erarbeiteten Methoden zur Koordinierung von PSTs und HGÜ-VSCs an-

hand statischer leistungsflussbasierter Szenarien 
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5.2 Ausblick 
Die in dieser Arbeit entworfenen Methoden stellen eine Möglichkeit zur verbesserten Integration 
von PSTs und HGÜ-VSCs in den zukünftigen Netzbetrieb dar. Für die Integration der Methoden 
in die Leitstellensysteme der ÜNBs als HEO wird unter anderem eine Optimierung der Algorith-
men hinsichtlich der Parallelisierung der Iterationsschritte sowie der Berechnungsgeschwindig-
keit empfohlen. Zur Unterstützung der Operatoren bei der Netzbetriebsplanung und -führung sind 
die Methoden zur Einbindung in die Leitstellensysteme ebenso an die Schnittstellen der beste-
henden SCADA-Systeme und HEOs anzupassen. Weiterhin steigt mit der weiteren Installation 
von PFCDs der Koordinierungsaufwand, der beispielhaft von Netzsicherheitskooperationen über-
nommen werden kann. Notwendigen Datenformate und Schnittstellen zum Datenaustausch zwi-
schen der zentralen Instanz und den ÜNBs sind noch zu standardisieren.  

Darüber hinaus beziehen sich die durchgeführten Untersuchungen auf statische leistungsflussba-
sierte Szenarien. Gleichzeitig ist es auch denkbar, PSTs zur Stabilisierung des Netzes während 
auftretender Fehler und Ausgleichvorgänge einzusetzen, wenn die Stufenschaltung hinreichend 
schnell erfolgen kann. Der Einsatz von schnellen halbleiterbasierten Regelsystemen an PSTs so-
wie die Auswirkungen dieser dynamischen PSTs auf das Netz sollten in weiteren Forschungsak-
tivitäten analysiert werden. Dies beinhaltet ebenso die Untersuchung von dynamischen Netzbe-
rechnungen beim Einsatz von FACTS, HGÜ-VSCs sowie bei HGÜ-Netzen. 

Die vorgestellten Methoden zielen allein auf die Optimierung der Wirkleistungsflüsse im Über-
tragungsnetz ab und berücksichtigen darüber hinaus die Blindleistungen bei den Leistungsfluss-
berechnungen. Dies ermöglicht es, die Leistungsflüsse auf den Leitungen und somit die Leitungs-
belastungen realitätsgetreu abbilden zu können. Der nächste logische Schritt ist, die Blindleistung 
ebenfalls in die Optimierung miteinzubeziehen, wobei insbesondere die HGÜ-VSCs eine unab-
hängige Blindleistungsbereitstellung an den HGÜ-VSC-Netzknoten ermöglichen. Da die PSTs 
eher einen geringen Einfluss auf die Blindleistung ausüben, ist es zum Beispiel weiterhin denkbar, 
die Transformatoren in den Umspannwerken zwischen Höchstspannungs- und Hochspannungs-
netzebene (Netzebene 2) mit in die Blindleistungsoptimierung einzubeziehen. Die in diesen Um-
spannwerken installierten Transformatoren sind meist mit Laststufenschaltern ausgestattet und 
ermöglichen durch eine Längsregelung eine Anpassung der Spannungen und dadurch eine Beein-
flussung der Blindleistung.  

Eine starke Auslastung des Übertragungsnetzes führt auch zu Wirkleistungstransiten und somit 
zu einer stärkeren Leitungsbelastung im unterlagerten Verteilernetz, wenn dieses mit mehr als 
einer Übergabestelle mit dem Übertragungsnetz verbunden ist. Da die Transformatoren mit 
Längsregelung in der Netzebene 2 keinen Einfluss auf die Wirkleistungsflüsse nehmen können, 
stehen die VNBs Wirkleistungstransiten ohne effektive Maßnahmen zur Wirkleistungsbegren-
zung gegenüber. Verringern bzw. vermeiden können die VNBs die Wirkleistungstransite nur, in-
dem sie ihr Netze entmaschen oder Teilnetze bilden. Dies hat gleichzeitig zur Folge, dass Verlet-
zungen der (n-1)-Sicherheit im Verteilernetz entstehen können und zusätzliche Betriebsmittelin-
vestitionen notwendig werden. Denkbar ist, PSTs an den Übergabestellen zwischen ÜNBs und 
VNBs bzw. auf von Wirkleistungstransiten betroffenen VNB-Leitungen einzusetzen, um die 
Wirkleistungstransite durch die Verteilernetze zu verringern. Inwiefern diese Maßnahmen zur 
Koordinierung des Wirkleistungsaustausches hilfreich sind, sollte Gegenstand weiterer For-
schungsaktivitäten sein.  
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Mit der Liberalisierung des Energiemarktes treten neben der Optimierung technischer Zielsetzun-
gen auch vermehrt wirtschaftliche Aspekte bei der Betriebsmittelplanung in den Fokus. In weite-
ren Forschungsaktivitäten sollten dementsprechend Marktmodelle entwickelt und in die Optimie-
rung miteinbezogen werden. Dies ermöglicht die Berücksichtigung der vorhandenen Freiheits-
grade von PSTs und HGÜ-VSCs nach volks- oder betriebswirtschaftlichen Gesichtspunkten. Mit-
hilfe angepasster Sollwerte ist zum Beispiel die Reduzierung von Redispatch-Maßnahmen oder 
die Minimierung von Preisunterschieden in verschiedenen Regelzonen denkbar. 
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A. Anhang 

A.1 Netzdaten des Testnetzes 

Knotendaten 

Nr. Knotentyp 
Spannung 
in kV 

Generator Last 
P in MW Q in MVAr P in MW Q in MVAr 

1 1 400 0 0 418 138 
2 2 400 690 0 0 0 
3 1 400 0 0 386 127 
4 3 400 0 0 0 0 
5 2 400 979,8 0 0 0 
6 1 400 0 0 588 193 
7 1 400 0 0 442 145 
8 2 400 249,4 0 0 0 
9 1 400 0 0 534 176 

10 2 400 274 0 0 0 
11 1 400 0 0 628 206 
12 1 400 0 0 438 144 
13 1 400 0 0 323 106 
14 2 400 155,2 0 0 0 
15 2 400 585,8 0 0 0 
16 1 400 0 0 410 135 
17 1 400 0 0 944 310 
18 2 400 155,2 0 0 0 
19 1 400 0 0 873 287 
20 2 400 300,2 0 0 0 
21 2 400 231,4 0 0 0 
22 2 400 141,4 0 0 0 
23 1 400 0 0 887 292 
24 2 400 414 0 0 0 
25 2 400 1073,8 0 0 0 
26 2 400 761,4 0 0 0 
27 1 400 0 0 335 110 
28 2 400 452 0 0 0 
29 2 400 452 0 0 0 
30 2 400 322 0 0 0 
31 2 400 322 0 0 0 
32 1 400 0 0 139 46 
33 1 400 0 0 139 46 
34 2 400 322 0 0 0 
35 2 400 304 0 0 0 
36 2 400 274 0 0 0 
37 1 400 0 0 123 41 
38 1 400 0 0 440 145 
39 2 400 303 0 0 0 
40 2 400 303 0 0 0 
41 1 400 0 0 300 99 
42 2 400 400 0 0 0 
43 2 400 450 0 0 0 
44 2 400 300 0 0 0 
45 2 400 150 0 0 0 
46 1 400 0 0 1050 345 
47 1 400 0 0 400 131 
48 1 400 0 0 350 115 
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Nr. Knotentyp 
Spannung 
in kV 

Generator Last 
P in MW Q in MVAr P in MW Q in MVAr 

49 2 400 200 0 0 0 
50 2 400 200 0 0 0 
51 1 400 0 0 350 115 
52 2 400 400 0 0 0 
53 1 400 0 0 700 230 
54 2 400 800 0 0 0 
55 2 400 550 0 0 0 
56 2 400 350 0 0 0 
57 1 400 0 0 800 263 
58 2 400 250 0 0 0 
59 1 400 0 0 300 99 
60 2 400 450 0 0 0 
61 1 400 0 0 604 198 
62 2 400 150 0 0 0 
63 1 400 0 0 700 230 
64 2 400 100 0 0 0 
65 1 400 0 0 200 66 
66 1 400 0 0 300 99 
67 1 400 0 0 200 0 
68 2 400 500 0 0 164 
69 2 400 800 0 0 0 
70 1 400 0 0 700 230 
71 1 400 0 0 300 99 
72 2 400 400 0 0 0 
73 2 400 400 0 0 0 
74 1 400 0 0 400 131 
75 2 400 800 0 0 0 
76 2 400 900 0 0 0 
77 1 400 0 0 300 99 
78 1 400 0 0 400 131 
79 2 400 600 0 0 0 
80 1 400 0 0 500 164 
81 2 400 600 0 0 0 
82 1 400 0 0 250 82 
83 1 400 0 0 300 99 
84 2 400 300 0 0 0 
85 2 400 200 0 0 0 
86 1 400 0 0 600 197 
87 2 400 200 0 0 0 
88 1 400 0 0 550 181 
89 1 400 0 0 300 99 
90 2 400 500 0 0 0 
91 1 400 0 0 700 230 

 

AC-Leitungsdaten 

Nr. 
Anfangs-
knoten 

End-
knoten r in p.u. x in p.u.  

ωC in p.u. 
(links) 

ωC in p.u. 
(rechts) Smax in MVA 

1 1 2 1,62 18,42 3,89E-07 3,89E-07 800 
2 1 26 2,46 28,04 5,93E-07 5,93E-07 800 
3 2 3 2,13 24,22 5,12E-07 5,12E-07 800 
4 2 5 1,73 19,65 4,15E-07 4,15E-07 800 
5 2 6 2,25 25,64 5,42E-07 5,42E-07 800 
6 3 4 1,56 17,78 3,76E-07 3,76E-07 800 
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Nr. 
Anfangs-
knoten 

End-
knoten r in p.u. x in p.u.  

ωC in p.u. 
(links) 

ωC in p.u. 
(rechts) Smax in MVA 

7 1 6 1,76 20,04 4,23E-07 4,23E-07 800 
8 1 10 3,24 36,85 7,79E-07 7,79E-07 800 
9 2 26 2,05 23,31 4,93E-07 4,93E-07 800 
10 2 10 2,75 31,3 6,61E-07 6,61E-07 800 
11 2 27 2,7 30,76 6,50E-07 6,50E-07 800 
12 3 33 1,51 17,13 3,62E-07 3,62E-07 800 
13 3 6 1,98 22,54 4,76E-07 4,76E-07 800 
14 3 7 0,83 9,48 2,00E-07 2,00E-07 800 
15 3 8 1,91 21,7 4,59E-07 4,59E-07 800 
16 4 7 2,12 24,09 5,09E-07 5,09E-07 800 
17 4 10 1,95 22,17 4,69E-07 4,69E-07 800 
18 4 8 1,19 13,57 2,87E-07 2,87E-07 800 
19 5 9 1,23 13,97 2,95E-07 2,95E-07 800 
20 5 9 1,74 19,8 4,18E-07 4,18E-07 800 
21 5 11 1,33 15,14 3,20E-07 3,20E-07 800 
22 6 15 2,52 28,69 6,06E-07 6,06E-07 800 
23 6 10 2,15 24,51 5,18E-07 5,18E-07 800 
24 7 12 1,9 21,57 4,56E-07 4,56E-07 800 
25 7 12 1,88 21,41 4,52E-07 4,52E-07 800 
26 8 37 1,69 19,17 4,05E-07 4,05E-07 800 
27 8 12 1,79 20,35 4,30E-07 4,30E-07 800 
28 8 16 2,37 26,96 5,70E-07 5,70E-07 800 
29 9 13 1,54 17,53 3,70E-07 3,70E-07 800 
30 9 16 1,47 16,69 3,53E-07 3,53E-07 800 
31 10 14 1,3 14,75 3,12E-07 3,12E-07 800 
32 10 17 1,58 17,94 3,79E-07 3,79E-07 800 
33 11 18 1,43 16,23 3,43E-07 3,43E-07 800 
34 11 18 1,58 17,97 3,80E-07 3,80E-07 800 
35 12 19 1,54 17,53 3,71E-07 3,71E-07 800 
36 12 37 1,62 18,46 3,90E-07 3,90E-07 800 
37 13 16 2,05 23,33 4,93E-07 4,93E-07 800 
38 13 17 1,37 15,63 3,30E-07 3,30E-07 800 
39 13 20 1,56 17,8 3,76E-07 3,76E-07 800 
40 14 20 1,42 16,14 3,41E-07 3,41E-07 800 
41 14 21 1,81 20,62 4,36E-07 4,36E-07 800 
42 14 19 1,67 19,01 4,02E-07 4,02E-07 800 
43 15 23 2,62 29,77 6,29E-07 6,29E-07 800 
44 16 24 2,25 25,56 5,40E-07 5,40E-07 800 
45 16 56 2,05 23,31 4,93E-07 4,93E-07 800 
46 17 60 2,96 33,72 7,13E-07 7,13E-07 800 
47 17 21 1,17 13,32 2,81E-07 2,81E-07 800 
48 18 22 1,3 14,84 3,14E-07 3,14E-07 800 
49 18 23 1,3 14,77 3,12E-07 3,12E-07 800 
50 19 24 1,82 20,7 4,37E-07 4,37E-07 800 
51 19 62 1,49 17 3,59E-07 3,59E-07 800 
52 19 26 1,72 19,56 4,13E-07 4,13E-07 800 
53 20 27 2,01 22,88 4,84E-07 4,84E-07 800 
54 21 27 1,13 12,83 2,71E-07 2,71E-07 800 
55 22 28 1,56 17,77 3,76E-07 3,76E-07 800 
56 23 29 1,66 18,85 3,98E-07 3,98E-07 800 
57 24 33 3,06 34,82 7,36E-07 7,36E-07 800 
58 25 30 1,67 18,98 4,01E-07 4,01E-07 800 
59 25 32 2,58 29,36 6,20E-07 6,20E-07 800 
60 26 32 1,26 14,38 3,04E-07 3,04E-07 800 
61 27 43 1,01 11,51 2,43E-07 2,43E-07 800 
62 28 32 0,9 10,26 2,17E-07 2,17E-07 800 
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Nr. 
Anfangs-
knoten 

End-
knoten r in p.u. x in p.u.  

ωC in p.u. 
(links) 

ωC in p.u. 
(rechts) Smax in MVA 

63 28 33 1,64 18,65 3,94E-07 3,94E-07 800 
64 29 35 1,86 21,19 4,48E-07 4,48E-07 800 
65 29 34 1,27 14,5 3,07E-07 3,07E-07 800 
66 30 35 2,85 32,43 6,85E-07 6,85E-07 800 
67 30 36 1,77 20,12 4,25E-07 4,25E-07 800 
68 31 35 1,09 12,41 2,62E-07 2,62E-07 800 
69 31 36 3,4 38,74 8,19E-07 8,19E-07 800 
70 31 38 1,08 12,27 2,59E-07 2,59E-07 800 
71 32 39 1,38 15,65 3,31E-07 3,31E-07 800 
72 33 37 0,79 8,96 1,89E-07 1,89E-07 800 
73 33 38 2,83 32,17 6,80E-07 6,80E-07 800 
74 34 40 2,08 23,67 5,00E-07 5,00E-07 800 
75 35 39 1,11 12,64 2,67E-07 2,67E-07 800 
76 35 40 1,19 13,5 2,85E-07 2,85E-07 800 
77 35 40 1,79 20,32 4,30E-07 4,30E-07 800 
78 36 50 1,48 16,86 3,56E-07 3,56E-07 800 
79 37 56 1,17 13,34 2,82E-07 2,82E-07 800 
80 37 42 2,98 33,94 7,17E-07 7,17E-07 800 
81 38 43 2,15 24,43 5,16E-07 5,16E-07 800 
82 38 44 3,49 39,74 8,40E-07 8,40E-07 800 
83 39 45 3,97 45,2 9,55E-07 9,55E-07 800 
84 39 46 4,69 53,37 1,13E-06 1,13E-06 800 
85 40 44 2,48 28,24 5,97E-07 5,97E-07 800 
86 41 47 2,31 26,23 5,54E-07 5,54E-07 800 
87 41 45 1,73 19,65 4,15E-07 4,15E-07 800 
88 41 49 1,91 21,69 4,58E-07 4,58E-07 800 
89 42 48 1,88 21,44 4,53E-07 4,53E-07 800 
90 42 46 3,13 35,63 7,53E-07 7,53E-07 800 
91 43 52 2,95 33,61 7,10E-07 7,10E-07 800 
92 43 52 2,89 32,88 6,95E-07 6,95E-07 800 
93 44 48 1,34 15,2 3,21E-07 3,21E-07 800 
94 44 50 1,69 19,2 4,06E-07 4,06E-07 800 
95 44 50 1,06 12,04 2,54E-07 2,54E-07 800 
96 45 51 1,2 13,67 2,89E-07 2,89E-07 800 
97 45 52 2,41 27,41 5,79E-07 5,79E-07 800 
98 46 51 2,05 23,29 4,92E-07 4,92E-07 800 
99 47 54 3,71 42,23 8,93E-07 8,93E-07 800 
100 47 52 3,02 34,38 7,27E-07 7,27E-07 800 
101 48 54 2,15 24,46 5,17E-07 5,17E-07 800 
102 49 53 1,3 14,83 3,13E-07 3,13E-07 800 
103 49 54 1,39 15,8 3,34E-07 3,34E-07 800 
104 50 59 1,77 20,14 4,26E-07 4,26E-07 800 
105 50 59 1,33 15,17 3,21E-07 3,21E-07 800 
106 51 56 2,28 25,92 5,48E-07 5,48E-07 800 
107 51 57 1,52 17,35 3,67E-07 3,67E-07 800 
108 52 58 3,19 36,26 7,66E-07 7,66E-07 800 
109 53 57 2,2 24,99 5,28E-07 5,28E-07 800 
110 53 60 2,63 29,97 6,34E-07 6,34E-07 800 
111 54 58 2,87 32,69 6,91E-07 6,91E-07 800 
112 55 60 1,58 17,93 3,79E-07 3,79E-07 800 
113 55 61 2,66 30,29 6,40E-07 6,40E-07 800 
114 55 59 1,51 17,21 3,64E-07 3,64E-07 800 
115 56 61 1,34 15,3 3,23E-07 3,23E-07 800 
116 56 64 1,03 11,76 2,49E-07 2,49E-07 800 
117 57 61 2,97 33,82 7,15E-07 7,15E-07 800 
118 57 63 1,84 20,93 4,42E-07 4,42E-07 800 
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Nr. 
Anfangs-
knoten 

End-
knoten r in p.u. x in p.u.  

ωC in p.u. 
(links) 

ωC in p.u. 
(rechts) Smax in MVA 

119 57 65 1,44 16,35 3,46E-07 3,46E-07 800 
120 58 63 2,31 26,23 5,54E-07 5,54E-07 800 
121 58 65 2,02 22,99 4,86E-07 4,86E-07 800 
122 59 69 1,03 11,76 2,48E-07 2,48E-07 800 
123 60 71 0,79 8,94 1,89E-07 1,89E-07 800 
124 61 75 1,27 14,43 3,05E-07 3,05E-07 800 
125 61 74 1,76 20,07 4,24E-07 4,24E-07 800 
126 62 87 0,97 11,04 2,33E-07 2,33E-07 800 
127 64 66 2,69 30,64 6,48E-07 6,48E-07 800 
128 1 90 0,85 9,7 2,05E-07 2,05E-07 800 
129 2 67 1,13 12,84 2,71E-07 2,71E-07 800 
130 8 90 1,55 17,65 3,73E-07 3,73E-07 800 
131 5 68 2,05 23,28 4,92E-07 4,92E-07 800 
132 15 20 2,46 28 5,92E-07 5,92E-07 800 
133 16 20 1,14 12,95 2,74E-07 2,74E-07 800 
134 66 70 1,65 18,79 3,97E-07 3,97E-07 800 
135 66 71 1,71 19,45 4,11E-07 4,11E-07 800 
136 67 71 1,33 15,11 3,19E-07 3,19E-07 800 
137 67 72 1,08 12,31 2,60E-07 2,60E-07 800 
138 67 74 1,44 16,42 3,47E-07 3,47E-07 800 
139 68 73 1,25 14,22 3,01E-07 3,01E-07 800 
140 69 91 1,17 13,27 2,81E-07 2,81E-07 800 
141 69 91 0,66 7,49 1,58E-07 1,58E-07 800 
142 70 75 1,69 19,23 4,06E-07 4,06E-07 800 
143 70 76 1,01 11,49 2,43E-07 2,43E-07 800 
144 71 75 1,54 17,48 3,69E-07 3,69E-07 800 
145 72 77 0,67 7,62 1,61E-07 1,61E-07 800 
146 72 77 1,68 19,16 4,05E-07 4,05E-07 800 
147 73 78 1,42 16,11 3,40E-07 3,40E-07 800 
148 73 79 1,97 22,42 4,74E-07 4,74E-07 800 
149 73 79 0,81 9,19 1,94E-07 1,94E-07 800 
150 74 82 0,69 7,84 1,66E-07 1,66E-07 800 
151 75 80 1,98 22,55 4,77E-07 4,77E-07 800 
152 76 84 1,62 18,47 3,90E-07 3,90E-07 800 
153 76 87 0,93 10,63 2,25E-07 2,25E-07 800 
154 76 82 1,46 16,57 3,50E-07 3,50E-07 800 
155 77 83 1,57 17,81 3,76E-07 3,76E-07 800 
156 78 83 0,44 4,96 1,05E-07 1,05E-07 800 
157 79 84 2,29 26,02 5,50E-07 5,50E-07 800 
158 79 85 1,45 16,44 3,48E-07 3,48E-07 800 
159 80 86 1,98 22,52 4,76E-07 4,76E-07 800 
160 81 87 2,46 28,03 5,92E-07 5,92E-07 800 
161 81 86 2,38 27,03 5,71E-07 5,71E-07 800 
162 82 88 2,49 28,36 5,99E-07 5,99E-07 800 
163 82 89 2,56 29,11 6,15E-07 6,15E-07 800 
164 83 88 0,7 7,94 1,68E-07 1,68E-07 800 
165 84 90 2,5 28,43 6,01E-07 6,01E-07 800 
166 84 89 0,65 7,43 1,57E-07 1,57E-07 800 
167 85 90 2,05 23,36 4,94E-07 4,94E-07 800 
168 86 90 1,61 18,33 3,87E-07 3,87E-07 800 
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Generatordaten 

Nr. 
Knoten-
nummer 

Qmin in 
MVAr 

Qmax in 
MVAr 

Pmin in 
MW 

Pmax in 
MW 

Smin in 
MVA 

Smax in 
MVA 

1 2 -3000 3000 0 5000 0 5500 
2 5 -3000 3000 0 5000 0 5500 
3 8 -3000 3000 0 5000 0 5500 
4 10 -3000 3000 0 5000 0 5500 
5 14 -3000 3000 0 5000 0 5500 
6 15 -3000 3000 0 5000 0 5500 
7 18 -3000 3000 0 5000 0 5500 
8 20 -3000 3000 0 5000 0 5500 
9 21 -3000 3000 0 5000 0 5500 
10 22 -3000 3000 0 5000 0 5500 
11 24 -3000 3000 0 5000 0 5500 
12 25 -3000 3000 0 5000 0 5500 
13 26 -3000 3000 0 5000 0 5500 
14 28 -3000 3000 0 5000 0 5500 
15 29 -3000 3000 0 5000 0 5500 
16 30 -3000 3000 0 5000 0 5500 
17 31 -3000 3000 0 5000 0 5500 
18 34 -3000 3000 0 5000 0 5500 
19 35 -3000 3000 0 5000 0 5500 
20 36 -3000 3000 0 5000 0 5500 
21 39 -3000 3000 0 5000 0 5500 
22 40 -3000 3000 0 5000 0 5500 
23 42 -3000 3000 0 5000 0 5500 
24 43 -3000 3000 0 5000 0 5500 
25 44 -3000 3000 0 5000 0 5500 
26 45 -3000 3000 0 5000 0 5500 
27 49 -3000 3000 0 5000 0 5500 
28 50 -3000 3000 0 5000 0 5500 
29 52 -3000 3000 0 5000 0 5500 
30 54 -3000 3000 0 5000 0 5500 
31 55 -3000 3000 0 5000 0 5500 
32 56 -3000 3000 0 5000 0 5500 
33 58 -3000 3000 0 5000 0 5500 
34 60 -3000 3000 0 5000 0 5500 
35 62 -3000 3000 0 5000 0 5500 
36 64 -3000 3000 0 5000 0 5500 
37 68 -3000 3000 0 5000 0 5500 
38 69 -3000 3000 0 5000 0 5500 
39 72 -3000 3000 0 5000 0 5500 
40 73 -3000 3000 0 5000 0 5500 
41 75 -3000 3000 0 5000 0 5500 
42 76 -3000 3000 0 5000 0 5500 
43 79 -3000 3000 0 5000 0 5500 
44 81 -3000 3000 0 5000 0 5500 
45 84 -3000 3000 0 5000 0 5500 
46 85 -3000 3000 0 5000 0 5500 
47 87 -3000 3000 0 5000 0 5500 
48 90 -3000 3000 0 5000 0 5500 
49 4 -3000 3000 0 5000 0 5500 
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DC-Leitungsdaten 

Nr. 
Anfangs-
knoten 

End-
knoten r in p.u. x in p.u.  

ωC in p.u. 
(links) 

ωC in p.u. 
(rechts) Smax in MVA 

1 1 2 6,22 70,78 1,49E-06 1,49E-06 400 
2 3 4 7,57 86,13 1,82E-06 1,82E-06 800 
3 5 6 6,06 69,00 1,45E-06 1,45E-06 800 

 

HGÜ-VSC-Umrichterdaten 

Nr. 
Knoten-
nummer 

Qmin in 
MVAr 

Qmax in 
MVAr 

Pmin in 
MW 

Pmax in 
MW 

Smin in 
MVA 

Smax in 
MVA 

1 66 -400 400 -400 400 -600 600 
2 67 -400 400 -400 400 -600 600 
3 68 -800 800 -800 800 -1200 1200 
4 69 -800 800 -800 800 -1200 1200 
5 70 -800 800 -800 800 -1200 1200 
6 71 -800 800 -800 800 -1200 1200 
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A.2 Einflussbereich der PFCDs im Testnetz 

Zur Vollständigkeit sind nachfolgend die Einflüsse der weiteren PSTs und HGÜ-VSCs auf die 
Wirkleistungsflüsse des Testnetzes dargestellt, die in Abschnitt 4.2.1 nicht abgebildet sind. 

 

Abb. 6.1: Wirkleistungsflussänderungen bei PST-Winkeländerung um 1° bei PST2 

 

 

Abb. 6.2: Wirkleistungsflussänderungen bei PST-Winkeländerung um 1° bei PST3 
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Abb. 6.3: Wirkleistungsflussänderungen bei PST-Winkeländerung um 1° bei PST4 

 

 

Abb. 6.4: Wirkleistungsflussänderungen bei PST-Winkeländerung um 1° bei PST5 
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Abb. 6.5: Wirkleistungsflussänderungen bei PST-Winkeländerung um 1° bei PST6 

 

 

Abb. 6.6: Wirkleistungsflussänderungen bei PST-Winkeländerung um 1° bei PST7 
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Abb. 6.7: Wirkleistungsflussänderungen bei HGÜ-VSC-Wirkleistungsänderung an VSC3 
und VSC4 (HGÜ2) 

 

 

Abb. 6.8: Wirkleistungsflussänderungen bei HGÜ-VSC-Wirkleistungsänderung an VSC5 
und VSC6 (HGÜ3) 
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C. Formelverzeichnis 

Notation 

Die im Rahmen dieser Arbeit genutzte Notation wird im Folgenden exemplarisch am Buchstaben 
„a“ beschrieben. Die Darstellung aller Variablen erfolgt anhand kursiver Buchstaben mit Serife 
(a). Eine Matrix wird mit einem fett geschriebenen Großbuchstaben gekennzeichnet (A). Vekto-
ren sind mittels einem fettgeschriebenen Kleinbuchstaben dargestellt (a). Die Abbildung von ska-
laren Variablen erfolgt in physikalischen Größen als Groß- (A) und in bezogenen Größen als 
Kleinbuchstabe (a). Handelt es sich um eine komplexe Größe wird deren Variable unterstrichen 

dargestellt (a). Des Weiteren gelte in dieser Arbeit [ ] max

min

A

A
A  als alternative Schreibweise für  

[Amin,…,Amax]. 

 

Formelzeichen 

α PST-Winkel 

B Suszeptanzmatrix 

C Inverse Suszeptanzmatrix 

c Kapazität 

CR Kreuzungsrate 

δ Spannungswinkel 

F Zielfunktion 

fitness Fitnesswert 

g Wirkleitwert 

g Gewichtungsfaktor 

g Ungleichheitsbedingungen 

H Matrix der invertierten Leitungsreaktanzen 

h Gleichheitsbedingungen 

I Strom 

i Strom in p.u. 

K Identifzierungsmatrix 

K Anzahl der PMU-Knoten 

k Aufteilungsfaktor 

L Induktivität 

MF Mutationsfaktor 

N Anzahl der Netzknoten 

n Anzahl 
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PSDF Phase Shifter Distribution Factor 

PTDF Power Transfer Distribution Factor 
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r Wirkwiderstand 

r Zufallszahl 
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t Zeit 

U Spannung 

u Komplexe Spannung 

u Spannung in p.u.  
u zu optimierende Variablen 

V Verhältnis 

v Mutationsvektor 

x Systemzustände 
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Einheiten 

A Ampere, [I] = A 

d Tag, [t] = d 

GW Gigawatt, [P] = GW 

h Stunde, [t] = h 

Hz Hertz, [f] = Hz 

km Kilometer, [l] = km 

kV Kilovolt, [U] = kV 

min Minute, [t] = min 

ms Millisekunde, [t] = ms 

MVA Megavoltampere, [S] = MVA 

MVAr Megavoltampere reaktiv, [Q] = MVAr 

MW Megawatt, [P] = MW 

nF Nano-Farad, [C] = nF 

Ω Ohm, [R] = Ω 

p.u. Per unit, Einheit für bezogene Größen 

s Sekunde, [t] = s 

V Volt, [U] = V 
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