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Redispatch 2.0

Eon - erste Praxistests zum
Redispatch 2.0

Die Regelungen zum Redispatch 2.0 wurden in das Netzausbaubeschleunigungsgesetz (Nabeg)
aufgenommen. Die jungste Novelle verpflichtet — das ist neu — auch Anschlussnetzbetreiber von
kleineren Erzeugungsanlagen ab 100 kW, diese ab Oktober 2021 umzusetzen. Dadurch steigen die
Anforderungen an die Koordination zwischen den Netzbetreibern. Im Rahmen des Projekts ERV 2.0
hat Eon daher begonnen, intelligente Systeme und IT-L6sungen aufzubauen, um die neuen Pro-
zesse mit grolstmoglichem Automatisierungsgrad umzusetzen. Erste MVP-Praxistests verliefen

vielversprechend.

Jedes Jahr entstehen den deutschen
Stromkunden Kosten in Héhe von rund
1,2 Mrd. € flir Netz- und Systemsicher-
heitsmaRnahmen [1]. Ein groRRer Teil da-
von entfallt auf Netzentlastungen im
Ubertragungsnetz. Einer der Grinde da-
fur ist, dass aktuell nur sehr wenige An-
lagen in den Redispatch-Prozess zur Ent-
lastung von Netzengpassen eingebun-
den sind. Hinzu kommt, dass die Auswahl
der Anlagen, deren Einspeiseleistung zur
Netzentlastung reduziert wird, nicht aus-
schliel3lich kostenbasiert erfolgt.

Vom 1. Oktober 2021 an sind auch Erzeu-
gungsanlagen und Speicher ab 100 kW

Nennleistung und solche, die jederzeit
durch einen Netzbetreiber fernsteuerbar
sind, im Redispatch-Prozess zu bertick-
sichtigen. Das verlangt Nabeg 2.0, die
am 13. Mai 2019 verabschiedete Geset-
zesnovelle [2]. Letztere enthdlt zahlreiche
planungsrechtliche Vereinfachungen —
vor allem mit Blick auf den zligigen Aus-
bau der Ubertragungsnetze. Die Novelle
behandelt aber auch Instrumente zum
Management von Netzengpdassen. So
werden die Regelungen zum Redispatch
auf Erneuerbare-Energien-Anlagen (EE),
Kraft-Warme-Kopplungsanlagen (KWK)
sowie Speicher ausgeweitet. Waren es
davor noch 80, so sind es kiinftig 80000
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Anlagen [3], die sicher koordiniert einge-
bunden werden miissen.

Der Wandel der Energielandschaft hin
zu einem dezentralen Versorgungssys-
tem bringt somit immer mehr Verant-
wortung flr die Verteilnetzbetreiber
mit sich. Seit einigen Jahren gehen die
groRRen deutschen Verteilnetzbetreiber
unter dem Stichwort »DSO 2.0« die
Herausforderung gemeinsam an. Sie
erarbeiten Konzepte und bauen neue
Fahigkeiten auf. Die Erweiterung des
Redispatch auf Anlagen im Verteilnetz
ist die erste groRe Bewdhrungsprobe
daftlir, dass die Verteilnetzbetreiber
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Bild 1. Uberblick der relevanten Themenfelder beim Redispatch 2.0
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Bild 2. Redispatch-2.0-Prozess End-to-End (vereinfachte Darstellung)

che Akteure zu koordinieren— und
das in einem rollierenden Prozess im
15-Minuten-Rhythmus. Ferner gilt es,
netztechnische und netzwirtschaftli-
che Vorgange prazise aufeinander ab-
zustimmen (Bild 2). Vor diesem Hinter-
grund braucht es einen hoch automa-
tisierten und stabilen Prozess. Dieser
ist zwingend notwendig, um den kiinf-
tigen Massenprozess effizient bewalti-
gen zu konnen. Derzeit sind fiir wesent-
liche Prozessbestandteile noch keine
Standardprodukte am Markt verfiig-
bar, sodass die Eon-Netzbetreiber ihr
technisches Know-how in die System-
entwicklung durch IT-Dienstleister mit
einbringen und mit ihnen gemeinsam
neue Losungen entwickeln.

dieser Verantwortung gerecht wer-
den und die erforderlichen Prozesse
umsetzen.

Netzes und eventuelle Netzengpasse
vorhergesagt werden. Treten durch ho-
he Einspeisung Engpdsse auf, werden
in der Redispatch-Dimensionierung
diejenigen Erzeugungsanlagen iden-
tifiziert, die durch Reduzierung ihrer
Einspeiseleistung am kostengtinstigs-
ten den Netzengpass entlasten konnen.
Diese Anlagen werden angewiesen, ihre
Einspeiseleistung zum kiinftigen Zeit-
punkt des Netzengpasses in einem be-
stimmten MaR zu reduzieren (Auffor-
derungsfall) oder sie werden durch den
Netzbetreiber zum Zeitpunkt des Eng-
passes direkt angesteuert (Duldungs-
fall). Zur Gewahrleistung der energe-
tischen Bilanz wird ein energetischer
Ausgleich durchgefiihrt, der im Um-
fang der angewiesenen Einspeiseredu-
zierung zusatzliche Einspeisung durch
andere Anlagen bereitstellt. Die Bilan-
zierung bildet diese Vorgange in den
Bilanzkreisen der betroffenen Anlagen
und Netzbetreiber ab. Damit keinem
Anlagenbetreiber ein Nachteil entsteht,
werden sie durch die Abrechnung finan-
ziell so gestellt, als hatte es keinen tech-
nischen Eingriff gegeben (Bild 1).

Der Redispatch-2.0-Prozess

Wenn das Marktergebnis am Strom-
markt (Dispatch) fiir »morgen« eine
Versorgungssituation ergibt, die das
Netz iberlasten wirde, greifen die
Netzbetreiber ein. Sie weisen Erzeu-
gungsanlagen an, die geplante Erzeu-
gungsleistung so zu andern, dass die
prognostizierten Netzengpasse aufge-
16st werden (Redispatch). Der gesamte
Prozess ist planwertbasiert. Betrachtet
wird also ein Zeitpunkt in der Zukunft
auf Basis von Prognosen. Hierflr wer-
den schon vorab MaRnahmen geplant.
Durch die Einspeisung aus Photovolta-
ik-und Windenergieanlagen in grolem
Umfang ist die Prognose von Netzeng-
passen deutlich komplexer geworden.
Der Redispatch-2.0-Prozess nutzt Wet-
terprognosen, um dennoch die Einspei-
seleistung von Solaranlagen, Windener-
gieanlagen und Wasserkraftwerken zu
prognostizieren. Teilweise erstellt der
Anschlussnetzbetreiber die Prognosen

Die Akteure

Mit dieser Herkulesaufgabe vor Augen
hat sich Eon Anfang 2020 fiir die Blinde-
lung der Aktivitaten im Redispatch 2.0
in einem netzbetreiberiibergreifenden
Projekt entschieden. Angesichts des en-
gen Zeitfensters bis Oktober 2021 wur-
de umgehend mit den Arbeiten begon-

fiir Anlagen (Prognosemodell). Teilwei-
se lbernehmen Anlagenbetreiber diese
Aufgabe selbst und stellen die Ergebnis-
se dem Anschlussnetzbetreiber bereit
(Planwertmodell). Darauf aufbauend
konnen die kiinftige Auslastung des

Komplexe Herausforderung

Die Komplexitat des Redispatch-2.0-
Prozesses resultiert vor allem aus der
Notwendigkeit, viele unterschiedli-

nen. Und voller Einsatz aller Beteiligten,
das hat sich schnell gezeigt, ist unum-
ganglich. »Mit dem Projekt ERV 2.0 —
kurz fur Engpassmanagement und Re-
dispatch im Verteilnetz 2.0 —ist es uns
gelungen, die groRe Herausforderung
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Bild 3. Schematische Darstellung des MVP-Testumfangs

zum Thema Redispatch 2.0 verantwor-
tungsvoll anzugehenc, erklart Projekt-
leiter Manfred Grupe. »Durch die Inte-
gration von Innogy umfasst das Projekt
mittlerweile neun Netzgesellschaf-
ten.« Das sind die Verteilnetzbetreiber
Avacon Netz GmbH, Bayernwerk Netz
GmbH und Edis Netz GmbH, LEW Ver-
teilnetz GmbH, Mitteldeutsche Netzge-
sellschaft Strom mbH sowie Schleswig-
Holstein Netz AG (SH-Netz), Syna GmbH,
VSE Verteilnetz GmbH und Westnetz
GmbH (Westnetz).

Enge Zusammenarbeit der
Marktpartner zwingend

Wesentlicher Erfolgsfaktor auf dem
Weg zu einem massentauglichen Redis-
patch-Prozess ist die enge Zusammen-
arbeit aller Beteiligten: zwischen allen
UNB, allen betroffenen VNB und einem
grofRen Teil der Anlagenbetreiber. Zum
gesamtwirtschaftlich optimalen Ma-
nagement von Netzengpdssen auf al-
len Spannungsebenen mussen sich alle
deutschen Netzbetreiber koordinieren.
Daflir entwickelt und implementiert
Eon gemeinsam mit seinen Partnern
bereits vielversprechende praktische
Lésungen. Denn in Zukunft missen
Netzengpasse planwertbasiert besei-
tigt werden. Dies erfordert, anders als
bei einem messwertbasierten Netzbe-
trieb wie aktuell im Einspeisemanage-
ment, einen umfangreichen Datenaus-
tausch zwischen den Netz- und den An-
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lagenbetreibern. Daher beteiligen sich
die Eon-Netzbetreiber unter anderem
aktiv in der Verbandsarbeit bei BDEW
und FNN sowie am Netzbetreiberpro-
jekt Connect+. Ziele sind hier gemein-
same, deutschlandweite Standards fur
alle Akteure und eine Moglichkeit fur
den reibungslosen Datenaustausch.
Auch die Zusammenarbeit und der Aus-
tausch mit angrenzenden Netzbetrei-
bern werden an Bedeutung gewinnen
und daher durch Veranstaltungen wie
Webinare aktiv gefordert.

Eine agile Herangehensweise

Zu Beginn des Projekts befand sich Eon
in einem Umfeld, in dem wesentliche
Rahmenbedingungen noch nicht gere-
gelt waren. Dieser Zustand reicht zum
Teil bis in die Gegenwart hinein. Kon-
kret offen sind zum Beispiel Belange
im Bereich der Informationsbereitstel-
lung und Netzbetreiberkoordination,
zu denen zum Redaktionsschluss die-
ses Beitrags noch keine abschlieRende
Festlegung der BNetzA vorlag. Ferner
sind offene Punkte von Connect+ zu kla-
ren, zum Beispiel wie genau und mit
welchen Formaten der Datentransport
kunftig stattfinden wird. Nichtsdesto-
trotz waren zu Beginn des Projekts die
erforderlichen Kernfunktionalitaten be-
kannt, die vor allem Verteilnetzbetrei-
ber vor ganzlich neue und grofRe He-
rausforderung stellen. Der planwertba-
sierte Prozess, den es aufzubauen gilt,

verlangt komplett neue Fahigkeiten. Zur
Entwicklung dieser Fahigkeiten lasst die
gesetzliche Frist aber wenig Zeit.

Um trotz bestehender Unsicherheiten
mit ergebnisorientierter Arbeit begin-
nen zukonnen, hat sich Eon fuir eine agile
Arbeitsweise entschieden, eine aus dem
Umfeld der Softwareentwicklung stam-
mende Form der Arbeitsorganisation.
Bei dieser Methode wird sich auf das
Schaffen von funktionierenden Lésun-
gen fur die wichtigsten Anwendungsfal-
le konzentriert. Dort, wo es Unsicherhei-
ten gibt, werden Annahmen getroffen.
Auf diese Weise konnen die notwendi-
gen Kernfunktionalitdten in den vielen
betroffenen Themenfeldern entwickelt
werden, die bei Anderung der Annah-
men, zum Beispiel durch Festlegungen
der BNetzA, entsprechend angepasst
werden. Kontinuierliches Uberprifen
der eigenen Anforderungen fiihrt zu
einer steilen Lernkurve des Teams, so-
dass nicht nur Systeme, sondern auch
alle Mitarbeitenden und damit auch der
Verteilnetzbetreiber als solcher ziigig
neue Fahigkeiten aufbauen. Diese Form
der Zusammenarbeit lebt Eon auch in
der Zusammenarbeit mit Partnern, bei-
spielsweise mit dem Energie- und Soft-
ware-Spezialisten Energy & Meteo Sys-
tems, flr den sich Eon zur Entwicklung
der Prozessbausteine Prognose & Vali-
dierung, Netzzustandsanalyse und Re-
dispatchdimensionierung entschieden
hat (siehe Beitrag auf Seite 50).



Erste Minimum-Viable-Product-Tests
erfolgreich

Im Sinne der agilen Arbeitsweise hat
Eon gezielt an einer ersten, funktio-
nierenden Losung gearbeitet. Hier ge-
lang es im Oktober 2020, einen Meilen-
stein des Projekts zu erreichen: Bei den
beiden am ERV-2.0-Projekt beteiligten
Netzbetreibern Westnetz und SH-Netz
konnte das Minimum Viable Product
(MVP) bereits erfolgreich getestet wer-
den. Dabei stand der gesamte Prozess-
ablauf auf dem Prifstand: Vom Emp-
fang meteorologischer Prognosen tiber
die Weiterverarbeitung zu Kurzfristpro-
gnosen auf Basis von Echtzeitmessun-
gen, Prognosen des Netzzustands bis
zu resultierenden Engpdssen. Um letz-
tere zu beheben, wurden optimierte
Redispatch-Malknahmen bestimmt, die
Schnittstellen zur Mafnahmenaktivie-
rung bedient und die Beschaffung ener-
getischer Ausgleichsmengen bis in das
Portfolio-Management-System initiiert.
Die Tests der einzelnen Prozessschritte
liefen bereits im Vorfeld. Im MVP konn-
ten diese nun erfolgreich in die IT-Infra-
struktur integriert und auch im Zusam-
menspiel (End-to-End-Prozess) evaluiert
werden (Bild 3).

Bei der Definition des MVP-Ablaufs war
wichtig, die Anwendbarkeit der entwi-
ckelten Losungen auf das Spektrum der
beteiligten Netzbetreiber sicherzustel-
len. Die Tests bei Westnetz und SH-Netz
haben gezeigt, dass die Losung nicht nur
bezlglich der unterschiedlichen Versor-
gungsaufgaben, sondern auch beziig-
lich der bestehenden Umsysteme und
Schnittstellen robust ist. »Unser friihzei-
tiger Startin die Redispatch-Umsetzung
hat sich ausgezahlt«, freut sich Martin
Brochtrop, Leiter der Systementwicklung
bei Westnetz, nach dem erfolgreichen
Abschluss der MVP-Tests. »Wir gehen in
der technischen Umsetzung neue Wege,
um mit leistungsfahigen Technologien
flexibel auf die sich noch in Ausgestal-
tung befindenden Anforderungen des
Redispatch 2.0 reagieren zu konnen. Der
MVP gibt uns die Sicherheit, dass wiruns
richtig entschieden haben.«

Auch das Fazit der SH-Netz, als heute be-
sonders vom Einspeisemanagement be-
troffener Netzbetreiber, war durchweg
positiv: »Wir konnten Engpasse schon
vor dem Eintreten prognostizieren und
entsprechende Entlastungsmafnahmen
identifizieren«, erklart Jan Hansen, Lei-
ter Operative Netzsteuerung und Pro-
zessdatentechnik der SH-Netz, die Er-
kenntnisse der MVP-Tests. »Fur das ver-

bleibende Jahr bis zum Go-live haben
wir nun beste Voraussetzungen, um die
Entwicklung des Systems abzuschlie3en
und einen reibungslosen Prozessstart zu
gewahrleisten.«

Ergebnisse

Die ersten Ergebnisse haben gezeigt,
dass die neuen Bausteine des Redis-
patch-2.0-Prozesses, vor allem die vo-
rausschauende Engpassbehebung, funk-
tionieren, und zwar mit echten Datenim
MalRstab zweier grofRer deutscher Ver-
teilnetze. Wahrend die Systeme nun kon-
tinuierlich weiterentwickelt und durch
die realen Praxiserfahrungen qualitativ
immer weiter verbessert werden, flieBen
die Erfahrungen parallel in die System-
entwicklung der verbleibenden sieben
Schwesterunternehmen ein.

Einige der Erkenntnisse sind system-
unabhangig und daher gegebenenfalls
auch flir andere Netzbetreiber hilfreich.
Hierzu zahlt beispielsweise, dass die Kon-
sistenz der Daten zwischen allen betei-
ligten Systemen sichergestellt werden
muss. Trotz guter Datenqualitat kann
die Synchronisierung der Daten aus ver-
schiedenen Systemen einen relativ ho-
hen Aufwand bedeuten. Dieser Aufgabe
kann sich bereits parallel zur Systement-
wicklung gewidmet werden. Auch die
Entwicklung der IT-technischen Schnitt-
stelle zwischen der geschiitzten Umge-
bung der Prozess-IT und der Business-IT
ist zeitintensiv, da hier die hohen Sicher-
heitsstandards einzuhalten sind. Ferner
hilft die friihzeitige Orientierung der
Systementwicklung an die Anforderun-
gen der operativen Bedienbarkeit, spate-
re Anpassungen zu vermeiden.

Der erfolgreiche Test ist ein wichtiger
Zwischenschritt. Trotzdem ist weiterhin
hoher Einsatz erforderlich, um die Sys-
tementwicklung und -tests rechtzeitig
abzuschlieBen. Henning Schuster von E-
Bridge bestatigt: »Wir begleiten neben
den Eon-Netzbetreibern noch iiber 100
weitere deutsche Verteilnetzbetreiber
inhaltlich und organisatorisch bei der
Umsetzung des Redispatch 2.0. Der er-
folgreiche MVP-Test in ERV 2.0 zeigt, dass
die Netzbetreiber von Eon in einem sehr
hohen Tempo ihre Fahigkeiten weiter-
entwickeln, um die ambitionierten ge-
setzlichen Vorgaben einhalten zu kon-
nen. Damit werden sie ihrer wachsenden
Verantwortung im Energiesystem ge-
recht. Die kommenden Monate bis zum
Start des Regelbetriebs von Redispatch
2.0 im Oktober 2021 werden allerdings
auch im Projekt ERV 2.0 eine Herausfor-
derung darstellen.«

Fazit

Redispatch 2.0 stellt Verteilnetzbetrei-
ber vor neue, immense Herausforderun-
gen, diein einem sehr engen Zeitfenster
gemeistert werden mussen. Eon hat im
Rahmen des Projekts ERV 2.0 umgehend
begonnen, an intelligenten Losungen zu
arbeiten. Diese werden dazu beitragen,
eine sehr groRe Zahl von Anlagen zur
Kostenreduzierung fur Netz- und Sys-
temsicherheitsmafnahmen einzuset-
zen und die dafiir erforderliche effiziente
Koordinierung zwichen den beteiligten
Netzbetreibern sicherzustellen. Die agi-
le Arbeitsweise war der richtige Ansatz,
um trotz bestehender Unsicherheiten
in den Rahmenbedingungen keine Zeit
zu verlieren. Der erfolgreiche Test des
ersten Minimum Viable Product im Ok-
tober 2020 bei Westnetz und SH-Netz
und die gesammelten Erfahrungen bie-
ten sehr gute Voraussetzungen fir den
weiterhin anspruchsvollen Weg bis zum
Start des Regelbetriebs im Oktober 2021.
Eon beschreitet diesen Weg mit grofRer
Zuversicht und freut sich, damit auch
einen grof3en Schritt Richtung DSO 2.0
zu gehen.
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