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Kurzfassung:

Das deutsche Energieversorgungssystem ist zurzeit von strukturellen Ver&nderungen gepréagt.
Die Zunahme dargebotsabhéngiger Einspeisungen sowie der schleppende Netzausbau
fuhren vermehrt zu Engpassen im Ubertragungsnetz, welche im Rahmen des Netzbetriebs
behoben werden missen. Eine mdgliche Kostenreduktion kann hierbei durch den Einsatz von
Speichern im Redispatch erreicht werden. In diesem Beitrag wird daher ein Verfahren zur
Untersuchung des Einflusses der Speicherteilnahme am Redispatch vorgestellt. Die
Ergebnisse zeigen, dass ein Einsatz von Speichern im Redispatch bereits bei kurzen
Optimierungshorizonten sinnvoll ist.
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1 Hintergrund und Motivation

Aufgrund der europaischen Klimaschutzziele sowie der deutschen Zielsetzungen schreitet der
Zubau von Erzeugungsanlagen auf Basis regenerativer Energien an lastfernen Standorten
voran und wird nach dem Energiekonzept der deutschen Bundesregierung bis 2050 weiter
stark zunehmen. Gleichzeitig wurde in Deutschland der Ausstieg aus der Kernenergie bis zum
Jahr 2022 beschlossen. Dieser strukturelle Wandel des Energieversorgungssystems hat zur
Folge, dass die Netzstruktur den Anforderungen nicht gewachsen ist und angepasst werden
muss. Die zunehmend auftretenden Netzengpasse missen die Ubertragungsnetzbetreiber
durch Eingriffe in den marktseitig bestimmten Kraftwerkseinsatz, den sog. Redispaitch,
beheben. Hierbei wird bisher in Deutschland vorrangig in den Fahrplan thermischer Kraftwerke
eingegriffen sowie die Einspeisung regenerativer Anlagen reduziert, woraus hohe Kosten fir
den Redispatch resultieren. Ein Ruckgriff auf nahezu grenzkostenfreie hydraulische
Kraftwerke ist hierbei denkbar, jedoch weisen diese Kraftwerke neben technischen
Restriktionen weitere Abhangigkeiten auf, die durch den marktseitig bestimmten Voreinsatz
determiniert sind und bei einem Einsatz im Redispatch bericksichtigt werden missen.

Im Rahmen dieses Beitrags wird daher ein Verfahren vorgestellt, das eine Integration von
Speichern in den Redispatch ermdglicht und somit deren Berticksichtigung bei der Behebung
von Netzengpdassen erlaubt. Hierzu werden zunachst die entwickelte Untersuchungsmethodik
sowie das Verfahren vorgestellt und anschlieend anhand einer exemplarischen
Untersuchung angewendet.

Der Beitrag wurde im Kontext des geférderten Forschungsprojektes “Innovative tools for future
coordinated and stable operation of the pan-European electricity transmission system (UMBRELLA)”,
unter dem 7. Rahmenprogramm (FP7) der Européischen Union (Férderkennzeichen 282775) erstellt.
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2 Untersuchungsmethodik

Das Ziel des Beitrags ist eine Berticksichtigung von Speichern in der Netzbetriebssimulation
zur Behebung von Netzengpdssen. Das Engpassmanagement basiert im Rahmen der
Netzbetriebssimulation hierbei auf den marktseitig vorgegebenen Einsatzfahrplanen der
thermischen und hydraulischen Kraftwerke sowie den knotenscharfen Einspeisungen aus
regenerativen Erzeugungsanlagen [1]. Netzseitig werden die technischen Restriktionen und
Eigenschaften der Netzbetriebsmittel berticksichtigt.
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Abbildung 1: Schematischer Verfahrenstberblick

Im Folgenden wird die mathematische Abbildung des Engpassmanagements sowie die
Berlcksichtigung der entstehenden Zeitkopplungen durch die Speicher genauer vorgestellt.

2.1 SCOPF Formulierung

Zur Untersuchung der beschriebenen Problemstellung muss das kurzfristige
Engpassmanagement der Ubertragungsnetzbetreiber (UNB) in einer Simulation abgebildet
werden. Die Modellierung der MalRnahmenauswahl erfolgt hierbei im Rahmen eines
Optimierungsproblems, das eine ideale MaRnahmenselektion durch die UNB unterstellt.
Mathematisch wird dies mit einer Optimal Power Flow (OPF) Formulierung beschrieben. Die
betrieblichen Redundanzanforderungen im Rahmen des (n-1)-Kriteriums werden durch
zusatzliche Sicherheitsnebenbedingungen als Security-Constrained-Optimal-Power-Flow
(SCOPF) formuliert. Im Rahmen dieses Beitrags wird als Basis eine SCOPF Formulierung
verwendet, die beschrieben wird durch:

S, = 3-diag(Us) - Y, - Uy VsES,S={nA} (1)
N I Y. Y. U
i U) = (_1,2,5) — (_11,2 _12,2) X (_1,2,5) 2
_Z'S(_S) Lys 21 Yoo Uy s (2)
Il
(lml> ~ I < Imaxz VzEZ sES (3
|£2,z,s|
0< Iz,ii VzEZ (4)
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Pmin,k < PO,k + APk < Pmax,k Vk € K (5)
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Hierbei sind (1) die Lastflussgleichungen und (2) die Vierpolgleichungen zur Berechnung der
Zweigflisse. S ist die Menge aller zu bertcksichtigenden Situationen bestehend aus dem
Normalbetrieb n und der Menge der Ausfallsituationen A. Zur Wahrung der Netzsicherheit
mussen die Zweigstrome der Menge aller Zweige Z stets unterhalb der maximal zulassigen
Auslastung I,,,, liegen. Da dies in realen Systemen nicht in allen Situationen garantiert
werden kann, werden Uberlastvariablen I,; eingefuhrt, die die Losbarkeit des
Optimierungsproblems sicherstellen, jedoch mit hohen Strafkosten c,; > ¢, belegt sind. Die
Freiheitsgrade zur Sicherstellung der Netzsicherheit sind die Anpassung von
Kraftwerkseinspeisungen AP, aus der Menge der fur den Redispatch verfligbaren
Kraftwerke K und die Anpassung der Stufenstellung Ati,, von Phasenschiebertransformatoren
(PST) aus der Menge der PST II. Zur Abbildung der regulatorischen Randbedingungen wird
als dominanter Term der Zielfunktion eine Minimierung der Redispatchmenge verwendet.
Hierzu wird ein Volumenstrafterm verwendet, der deutlich gro3er als die variablen Kosten der
Kraftwerke ¢, > ¢ ist.

Der Lo6sungsalgorithmus fur das Optimierungsproblem basiert auf einer vorgeschalteten
Identifikation relevanter Ausfallsituationen und Nebenbedingungen, einer Approximation der
Wirkungszusammenhdange in Ausfallsituationen in Anlehnung an Verfahren von [2] und [3] und
wird mittels einer iterativen Anwendung in Form einer sukzessiv Linearen Programmierung
gelost.

Die beschriebene Formulierung des Optimierungsproblems im Ubertragungsnetzbetrieb bildet
die technischen Restriktionen des Netzes sowie der thermischen Kraftwerke einer einzelnen
Stunde ab. Die Optimierung des Lastflusses resultiert in MaBnahmen, die zur Behebung der
auftretenden Netzengpasse erforderlich sind. Um Speicher im Redispatch zu berticksichtigen,
ist eine integrierte Betrachtung mehrerer Netznutzungsfalle notwendig, da sich durch die
Fullstande der Speicherbecken zeitkoppelnde Abhangigkeiten ergeben.

2.2 Beriucksichtigung zeitkoppelnder Abh&ngigkeiten

Die Berucksichtigung zeitkoppelnder Abhéangigkeiten erfordert eine Erweiterung des
Verfahrens um die geschlossene Berlcksichtigung konsekutiver Netznutzungsféalle. Dies
verandert die Berechnungen dahingehend, dass sowohl die Grundlastsituationen, als auch
jegliche Ausfallsituationen aller betrachteten Netznutzungsféalle in die Menge der betrachteten
Situationen aufgenommen werden.

S ={§1,5%..,59) 8)
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0 ist dabei die Kardinalitit der Menge der betrachteten konsekutiven Zeitpunkte T. Die
Freiheitsgrade der Optimierung AP, A, und Al;, konnen fur jeden Netznutzungsfall

unabh&ngig gewahlt werden und gehen daher tber zu AP, A, und AI&Z mitt €T.

Zur Berucksichtigung von hydraulischen Kraftwerken K, werden diese in der Menge der am
Redispatch teilnehmenden Kraftwerke K beriicksichtigt. Die Abhangigkeit zwischen Turbinen-
bzw. Pumpendurchfluss und Kraftwerksleistung ist gegeben durch:

1

APIE,pu = _pHZO g hk ' Aqltc,pu F (9)
,bu

APy = +p"20 - g - hye - Al M (10)

Dabei sind AP,ﬁ,pu/tu die Leistungsanpassungen von Pumpe bzw. Turbine des
Speicherkraftwerks, p"z° die Dichte von Wasser, g die Erdbeschleunigung, h, die mittlere
Fallhéhe von Ober- zu Unterbecken des Speichers, 1y ;. /1, die Wirkungsgrade und Aq,’;pu/w

die Veranderung des Volumenstroms durch Pumpe bzw. Turbine, wobei die Durchfliisse stets
positiv definiert sind.

Die Fillstinde der Speicherbecken werden durch Kontinuitatsnebenbedingungen
beschrieben:
t

Vomin < Z Z (_Aq;g,pu + Aq}c-,tu) + Z (Aq}g,pu - Aq}g,tu) + Vot,b < Vpmax

7=1 \k€Kpup KE€Kp ob

(11)

vteT,VvbeRB

Fur die Menge der Becken B wird dabei die Abweichung vom zuvor geplanten Beckenflillstand
unter Berlicksichtigung des vermarkteten, stiindlichen Einsatzes V¢, bestimmt. Hierzu wird die
Menge der an einem Becken angeschlossenen Kraftwerke unterschieden, je nachdem ob das
Becken als Oberbecken oder Unterbecken fungiert Kj, o, /.1 -

Zudem wird angenommen, dass das Speicherbecken zu Beginn und Ende des
Optimierungszeitraums jeweils den marktseitig gegebenen Fillstand einhalten muss.
Hierdurch wird sichergestellt, dass der Speicher durch den Redispatcheinsatz energetisch
nicht schlechter gestellt wird, als zuvor marktseitig bestimmt.

Die Beriicksichtigung der Speicheranpassungen im Rahmen der Zielfunktion erfolgt unter
Vernachlassigung der spezifischen Betriebskosten und unter Verwendung separater
Volumenstrafkosten cy ,,. Diese separaten Volumenstrafkosten mussen deutlich geringer sein
als diejenigen fir thermische Kraftwerke, um einen Anreiz fir den Speichereinsatz im
Redispatch zu geben. Gleichzeitig darf jedoch kein Anreiz zum Ubermalligen Betrieb im
hydraulischen Kurzschluss gesetzt werden, der durch zu geringe Strafkosten entstehen wirde.

3 Exemplarische Ergebnisse

Im Folgenden soll die vorgestellte Untersuchungsmethodik anhand einer exemplarischen
Untersuchung angewendet werden. Hierbei werden die ermittelten Ergebnisse evaluiert und
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verifiziert. Dazu wird zundchst das untersuchte Szenario skizziert und nachfolgend die
Ergebnisse der markt- und netzseitigen Simulationen vorgestellt.

Gegenstand der Untersuchung ist die Optimierung des Netzbetriebs des deutschen
Ubertragungsnetzes fur ein zukiinftiges, mittelfristiges Szenario. Im Rahmen der
Untersuchungen wird hierzu der Netzbetrieb fir das Jahr 2020 unter unterschiedlichen
Optimierungshorizonten optimiert.

3.1 Untersuchungsszenario

Das gewahlte Last- und Einspeiseszenario orientiert sich an der Leitstudie 2011 [4] fur den
harmonisierten, europaischen Binnenmarkt. Um der aktuellen Situation Rechnung zu tragen,
wurde das Szenario auf Basis der nationalen Aktionsplane fur erneuerbare Energien
angepasst [5]. Dartber hinaus werden in Deutschland konventionelle Kraftwerksprojekte nur
betrachtet, falls sich diese bereits in Bau befinden. Der bestehende Kraftwerkspark wird
entsprechend der Lebensdauer und gemar der Veroffentlichungen der BNetzA abgebaut.
Weiter wurde die heutige installierte Speicherkapazitdt gemafR den Speicherprojekten des
Netzentwicklungsplans [6] ausgebaut. In Abbildung 2 ist die sich ergebende installierte Leitung
des Erzeugungsparks fur das Jahr 2020 im Vergleich zu Referenzdaten dargestellt.

250 -
GwW . — m Kernenergie m Braunkohle
] m Steinkohle Erdgas
150 1 = ol Wind onshore
100 H Wind offshore PV
50 - ® Pumpspeicher ® Laufwasser
0 _J | - | - | m Biomasse m Sonstige

2010 2020 2022 NEP B
Abbildung 2: Installierte Leistung in Deutschland

Die im Szenario angenommene Nachfrage basiert auf der Leitstudie 2011 [4] und beruht somit
auf der einen Seite auf einer Reduktion der Nachfrage aufgrund von Effizienzsteigerungen.
Auf der anderen Seite werden zusatzliche Nachfrager (bspw. E-KFZ und Wé&rmepumpen)
bertcksichtigt sowie ein Demand Side Management fur das Jahr 2020 abgebildet.

Zur Bestimmung des Einsatzes von Kraftwerken und Speichern wurden weiter die
Brennstoffpreise und CO.-Zertifikatspreise entsprechend der Leitstudie 2011 [4]
bertcksichtigt.

Basierend auf den knotenscharfen Kraftwerkseinsatzen werden anschlieRend die
Auswirkungen auf den Netzbetrieb simuliert. Das den Netzberechnungen zugrunde liegende
Netzmodell wurde am Institut fur Elektrische Anlagen und Energiewirtschaft entwickelt und
basiert auf 6ffentlich zuganglichen Daten [7]. Das heutige Netzmodell wurde entsprechend des
Netzentwicklungsplans [6] durch Netzverstarkungen und NetzausbaumalRnahmen erweitert.
Abweichend vom Netzentwicklungsplan wurde jedoch von einem verzégerten Ausbau der
Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragungsleitungen in Deutschland ausgegangen. Diese
werden daher im Netzmodell sowie in Netzberechnungen nicht betrachtet.
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3.2 Marktsimulation

Im ersten Schritt wird fur das definierte Untersuchungsszenario der Einsatz der thermischen
Kraftwerke und der hydraulischen Speicher bestimmt. Die im Rahmen der europdischen
Marktsimulation ermittelten Erzeugungen zur Deckung der Last und Vorhaltung der
Regelreserven fur das Jahr 2020 sind fiir Deutschland und die Anrainerstaaten in Abbildung 3
dargestellt.
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Abbildung 3: Marktbasierte Erzeugung im Jahr 2020

Es zeigt sich, dass im Jahr 2020 in dem untersuchten Szenario in Deutschland eine Erzeugung
von ca. 240 TWh aus regenerativen Anlagen vorliegt und somit fast die Halfte der Nachfrage
durch Anlagen auf Basis erneuerbarer Energien gedeckt wird. Gleichzeitig kommt es zu einer
sinkenden Erzeugung aus Kernenergie von 60 TWh sowie einem Einsatz von 90 TWh von
jeweils Braun- und Steinkohlekraftwerken. Aufgrund der zuséatzlichen Erzeugung von 110 TWh
durch Gas- und Olkraftwerke wird Deutschland zu einem Nettoexporteur. Gleichzeitig kommt
es ebenfalls in den deutschen Anrainerstaaten zu einer Zunahme der Einspeisungen aus
regenerativen Anlagen, die bspw. in Frankreich 110 TWh erzeugen. Zudem haben thermische
Kraftwerke weiterhin hohe Volllaststunden.

Insgesamt zeigt sich im untersuchten Szenario aufgrund der bereits unterstellen Flexibilitaten,
bspw. auf der Nachfrageseite durch ein Demand Side Management, ein geringer Einsatz
hydraulischer Speicher durch den Markt.

3.3 Netzbetriebssimulation

Ausgehend von der marktseitig bestimmten, knotenscharfen Einspeisesituation wird der
Netzbetrieb fur funf unterschiedliche Zeitbereiche optimiert. Dabei erfolgt die Optimierung
geschlossen und zeitkoppelnd fir Mengen von Zeitpunkten mit einem Umfang 0 von 1, 8, 24,
48 und 168 Stunden.

Die Einzelstundenbetrachtung dient hierbei als Referenzwert, da keine Anpassung der
hydraulischen Kraftwerkseinsatze vorgenommen werden kann. Der Optimierungshorizont von
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8 Stunden spiegelt die Speicherkapazitat eines typischen Pumpspeicherkraftwerks wider. Eine
Ausdehnung des geschlossenen optimierten Optimierungshorizonts auf 24 Stunden
ermoglicht die Anpassung eines kompletten Speicherzyklus. Die Optimierung Uber 48 sowie
Uber 168 Stunden dient weiter der Ermittlung mdglicher Potentiale bei einer zusatzlichen
VergroRerung des Optimierungszeitraums bei gleichzeitig zunehmendem Optimierungs- und
Organisationsaufwand.

Die Auswertung des Leistungsflusses einzelner Stunden zeigt, dass durch den verzdgerten
Netzausbau der Hochspannungs-Gleichspannungs-Ubertragung innerhalb Deutschlands
vermehrt Netzengpasse in Nord-Sid-Richtung auftreten. Vor RedispatchmafRnahmen kommt
es somit zu einer Engpassarbeit von tber 10 TWh und einer tberlasteten Leitungslange von
ungefahr 6.000 km fir das betrachte Jahr 2020. Zur Gewaéhrleistung eines zulédssigen
Betriebszustandes des Ubertragungsnetzes resultiert daraus die Notwendigkeit, die Last- und
Einspeisesituation anzupassen. Abbildung 4 stellt die Uber zwei Wochen aggregierten
Ergebnisse der Netzbetriebssimulation fir die unterschiedlichen Zeithorizonte dar. Bei einer
Engpassarbeit von dber 1 TWh sind dies zwei Wochen mit vorwiegend angespannten
Netzsituationen. Bei einer stindlichen Optimierung kann diese jedoch durch einen
Redispatcheinsatz von 0,8 TWh behoben werden. Der Vergleich mit langeren
Optimierungshorizonten  zeigt, dass zwar die Redispatchmenge ansteigt, die
Redispatchkosten jedoch signifikant gesenkt werden kdnnen.

860 - Redispatchmenge Redispatchkosten - 10
336 h 336 h
820 - - 8
800 - -7
780 A - 6
760 T T T T 5

1 8 24 48 168

Zeitgekoppelter Optimierungshorizont —»

Abbildung 4: Verlauf der Redispatchkosten/-menge bei unterschiedlichen Optimierungshorizonten

Zur Erreichung eines sicheren Netzbetriebs werden die kostenintensiven Anpassungen bei
thermischen Kraftwerken durch den Einsatz von Pumpspeicherkraftwerken substituiert. Der
Verlauf der Redispatchkosten in Abbildung 4 zeigt zudem, dass bspw. eine Kostenreduktion
von idber 10 % bei Optimierung eines Zeithorizonts von 24 Stunden ggi. einer
Einzelstundenoptimierung maoglich ist.

Eine Aufschlisselung nach Kraftwerkstypen zeigt in Abbildung 5, welche Mal3nahmen zur
Engpassbehebung durchgefiihrt werden, und stellt den Anstieg der Redispatchmenge bei
langeren Optimierungshorizonten dar. Bei einem Optimierungshorizont von einer Stunde ist
ein sinnvoller Einsatz von Pumpspeicherkraftwerken nicht maglich. Durch die Einhaltung der
Speicherbeckennebenbedingung wiirde es in diesem Fall zu einem Einsatz der Pumpen und
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Turbinen im hydraulischen Kurzschluss kommen. Weiterhin stellt die Gegenuberstellung der
einzelnen Optimierungshorizonte heraus, dass durch den Einsatz der Pumpspeicher-
kraftwerke die notwendige Abregelung der Windkraftanlagen reduziert werden kann.

600 7

Thermische Kraftwerke COWind CTurbine [Pumpe
GWh

336 h |

500 A
=
100 ~

50 -

1 8 24 48 168
Zeitgekoppelter Optimierungshorizont —»

Abbildung 5: Durch Redispatch angepasste Erzeugungsleistung fir zwei Wochen

Der Einsatz der Hydraulik ermdglicht es, tGberschissige Windenergie, die zu Starkwindzeiten
nicht engpassfrei Ubertragen werden koénnte, zu speichern und diese spater anstelle
kostenintensiver thermischer Kraftwerksleistung wieder einzuspeisen. Der Vergleich zweier
exemplarischer Speicherbecken in Abbildung 6 — einer vor und einer hinter dem Engpass —
zeigt, wie diese im Netzbetrieb eingesetzt werden.

Abbildung 6 zeigt zusatzlich, dass die Speicher nicht im gesamten Optimierungszeitraum zur
Behebung von Engpéassen genutzt werden kbnnen. So werden vor allem im zweiten Teil der
betrachteten Woche die Speicher nicht fur RedispatchmalRnahmen eingesetzt.
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Nach Redispatch Nach Markt Nach Redispatch Nach Markt

Abbildung 6: Speicherbeckenauslastung nach Markt und nach Redispatch

Insgesamt konnen damit durch den Einsatz von hydraulischen Speicherkraftwerken
Kostenpotentiale im Redispatch gehoben werden, die jedoch vom Optimierungshorizont
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abhangen. Weitergehende Untersuchungen haben gezeigt, dass der marktseitig bestimmte
Voreinsatz dabei keine einschrnkende Restriktion darstellt. Durch die Lange des
Optimierungshorizonts konnen die Speicher so flexibel eingesetzt werden, wie dies zur
Behebung der Engpasse notwendig ist.

3.4 Simulativer Aufwand

Zur Integration von Speichern in das Engpassmanagement ist eine Bestimmung von Losungen
eines SCOPF Problems mit einer zeitlichen Kopplung mehrerer Netznutzungsfalle notwendig.
Hierdurch steigt der rechnerische Aufwand im Sinne von Rechenzeit und Speicherbedarf
deutlich an. Abbildung 7 stellt den simulativen Aufwand in Abh&angigkeit des Optimierungs-
horizonts dar. Im Bereich von Optimierungshorizonten unterhalb eines Tages kommt es
zunachst zu einer Reduktion der bendtigten Gesamtrechenzeit. Diese ist durch einen
Effizienzgewinn im Bereich der Initialisierungsroutinen zu erklaren. Fir grol3e
Optimierungshorizonte jenseits von 48 Stunden ist der Rechenzeitanstieg durch die
Vergroferung des Optimierungsproblems dominant. Der Bedarf an Arbeitsspeicher steigt
streng monoton mit der Anzahl der betrachteten Netznutzungsfalle. Dies fuhrt insbesondere
dazu, dass die Durchfilhrung von zeitkoppelnden Berechnungen nur auf Computern mit
hinreichend grofRem Arbeitsspeicher moglich ist, obwohl die Gesamtrechenzeit sich nicht
verandert. Besonders im Kontext einer parallelen Berechnung mehrerer Netznutzungsfall-
mengen wird der Arbeitsspeicher somit zur kritischen Ressource.

CICPU ——RAM
300 - - 90
min_ | 7 | _GB
168 h 168 h
200 { [ | — - 60
150 - [ - 45
100 - - 30

50 - - 15

0 T T T T 0

1 8 24 48 168

Zeitgekoppelter Optimierungshorizont —»

Abbildung 7: Arbeitsspeicherbedarf und Rechenzeit

Es zeigt sich damit, dass durch geringe Zeitkopplungen bereits Kostenpotentiale durch die
Integration von Speichern gehoben werden kdnnen. Jedoch nimmt der simulative Aufwand
Uberproportional mit dem Optimierungshorizont zu, sodass eine zu hohe Kopplung nicht
effizient erscheint. Zudem sind die Potentiale aufgrund des vorrangigen Einsatzes von
Pumpspeicherkraftwerken mit lediglich geringen Speicherkapazitaten im Bereich von funf bis
acht Stunden bereits bei einer Optimierung Uber einen Horizont von einem Tag weitestgehend
ausgeschopft.
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4 Zusammenfassung

Aufgrund der zunehmenden Einspeisungen regenerativer Erzeugungsanlagen kommt es
aktuell und infolge des schleppenden Netzausbaus zukiinftig zu steigenden Netzengpéssen
im Ubertragungsnetz. Dies steigert die Bedeutung des Engpassmanagements im
Ubertragungsnetzbetrieb. Im Rahmen dieses Beitrags wurde daher ein Verfahren zur
Untersuchung des Einflusses der Teilnahme hydraulischer Speicher am Redispatch vorgestellt
und exemplarisch plausibilisiert.

Die Ergebnisse zeigen, dass eine Redispatchteilnahme von Speichern sinnvoll erscheint und
in realistisch prognostizierbaren Zeithorizonten im Bereich von 24 Stunden bereits eine
Kostenersparnis bewirken kann. Gleichzeitig steigt jedoch der Optimierungsaufwand zur
Integration dieser Speicher. Eine ideale Kombination zwischen Rechenzeit und Ergebnisgite
liegt im betrachteten Fallbeispiel bei einem Optimierungshorizont in der Gré3enordnung von
acht bis 24 Stunden vor.
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