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Zusammenfassung

AC

AU
BBP-Netz
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BNetzA
CO;

DC

DSM
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EnWG
EEX
FLM
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IEEE
KWK
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Abkurzungsverzeichnis

Alternating current (dt. Wechselstrom)

Anzahl Netzuberlasten
Bundesbedarfsplannetz

Bundesministerium fur Wirtschaft und Energie
Bundesnetzagentur
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erneuerbare Energien
Erneuerbare-Energien-Gesetz

European Network of Transmission System
Operators for Electricity
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European Energy Exchange
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Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragung

Institut flr Energiesysteme, Energieeffizienz
und Energiewirtschaft

Institute of Electrical and Electronic Engineers
Kraft-Warme-Kopplung
Kraft-Warme-Kopplungsgesetz

Mixed-Integer Linear Program
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Netzoptimierung, -verstarkung und -ausbau
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NRMSE normalized root-mean-square error
NTC Net Transfer Capacity

(G)NU (Gewichtete) Netziiberlast

OPF Optimal Power Flow

PINT Put in one at the Time

PST Phasenschiebertransformator
PSW Pumpspeicherkraftwerk

PtG Power-to-Gas

PtH Power-to-Heat

PVA Photovoltaikanlage

TOOT Take Out One at the Time

TYNDP Ten-Year Network Development Plan
UNB Ubertragungsnetzbetreiber

Vbh Vollbenutzungsstunden

WEA Windenergieanlage



Zusammenfassung

Das Energiesystem befindet sich infolge der Energiewende, der
Liberalisierung des Energiesektors sowie der zunehmenden Kopp-
lung der européischen Energieméarkte im Wandel. Hierdurch veran-
dern sich die Anforderungen an die elektrischen Versorgungsnetze
bedeutend. Elektrische Leistung wurde in der Vergangenheit primar
in zentralen Grof3einheiten und mdglichst nahe der Lastzentren be-
reitgestellt. Mit dem verstarkten Zubau von Energieumwandlungs-
anlagen basierend auf erneuerbaren Energien (EE) in den vergan-
genen Jahren und der erwarteten Fortschreibung dieser Entwick-
lung findet eine starke Dezentralisierung der Bereitstellung elektri-
scher Leistung statt. Zugleich nimmt der grenzuberschreitende
Handel und somit das Ausmaf der lastfernen Energiebereitstellung
weiter zu.

Aufgrund dieser Entwicklungen ist das Ubertragungsnetz zuneh-
mend mit Leistungstransporten konfrontiert, flr die es gegenwartig
nicht ausgelegt ist. Folglich nimmt die Anzahl betriebsbedingter Ein-
griffe in den Strommarkt zur Gewahrleistung der Systemsicherheit
in den letzten Jahren stetig zu [1]. Eine Fortfihrung dieses Trends
ist sowohl mit steigenden volkswirtschaftlichen Kosten als auch mit
einer Gefahrdung der Versorgungszuverlassigkeit verbunden. Da-
her erfordert eine erfolgreiche Transformation des Energiesystems
hin zu einem 6kologisch nachhaltigen Gesamtsystem einen Um-
bzw. Ausbau der elektrischen Versorgungsnetze, insbesondere
auch des Ubertragungsnetzes.

Die deutschen Ubertragungsnetzbetreiber (UNB) veroffentlichen re-
gelmafig im Rahmen des Netzentwicklungsplans (NEP) ihre Pla-
nungen zum Ausbau des deutschen Ubertragungsnetzes fur die
kommenden Jahrzehnte auf Basis eines von der Bundesnetzagen-
tur (BNetzA) genehmigten Szenariorahmens. Die BNetzA hat dies-
bezlglich den Auftrag, den NEP zu prifen und die darin identifizier-
ten Netzausbaumafinahmen zu bestatigen. Im Rahmen dieser Pri-
fung strebt die BNetzA die Unterstitzung durch einen fachkundigen
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Dritten als Gutachter zur sachgerechten und objektiven Beurteilung
des NEP an. Das vorliegende Dokument stellt die diesbezlgliche
Begutachtung des NEP 2025 [2] durch die ef.Ruhr GmbH in Koope-
ration mit dem Institut fir Energiesysteme, Energieeffizienz und
Energiewirtschaft (ie¥) der TU Dortmund dar.

Nach § 11 Abs. 1 des Energiewirtschaftsgesetzes (EnWG) sind die
UNB zur Gewahrleistung eines diskriminierungsfreien, zuverlassi-
gen und leistungsfahigen Betriebs ihrer Netze sowie zur Planung
des hierfur notwendigen, wirtschaftlich zumutbaren Netzausbaus
verpflichtet. Um dieser Aufgabe gerecht zu werden, erfolgt im Rah-
men des NEP die strategische Zielnetzplanung in zwei wesentlichen
Teilschritten.

Im ersten Schritt werden die zukinftigen Anforderungen der Netz-
teilnehmer, kurzum die Versorgungsaufgabe, an das Netz abgelei-
tet. Grundlage hierbei ist der Szenariorahmen, der unterschiedliche
Entwicklungspfade der einzelnen Erzeugungstechnologien und des
Stromverbrauchs aufzeigt und bereits im Vorfeld des jeweiligen
NEP beschlossen wird. Hiervon ausgehend werden Netznutzungs-
falle generiert, indem zunachst der elektrische Energieverbrauch
und der EE-Zubau regional verortet, sprich regionalisiert, werden.
AnschlieRend erfolgen die Bestimmung der zugehdrigen Last- und
EE-Zeitreihen sowie die Ermittlung des Einsatzes von konventionel-
len Erzeugungsanlagen und Speichern zur Deckung der Residual-
last, also der elektrischen Nachfrage nach Abzug der EE-Einspei-
sung.

Im zweiten Schritt werden auf Basis der im Rahmen der Marktsimu-
lation generierten Netznutzungsfalle der notwendige Netzausbau-
bedarf festgestellt und zielgerichtete Netzverstarkungs- und Netz-
ausbaumafnahmen zur nachhaltigen Bewaltigung der Versor-
gungsaufgabe ermittelt. Hierzu werden mithilfe der Netzsimulation
Schwachstellen des Ausgangsnetzes hinsichtlich der geforderten
Transportaufgabe analysiert, mogliche planerische Handlungsalter-
nativen zur Behebung dieser Schwachstellen gegeneinander abge-
wogen und der Nutzen der letztlich identifizierten Ausbaumafnah-
men mithilfe unterschiedlicher Bewertungskriterien ausgewiesen.
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Im vorliegenden Gutachten wird untersucht, ob die im NEP 2025
entlang des Planungsprozesses verwendeten Methoden, Modelle
und Annahmen nachvollziehbar und wissenschaftlich fundiert sind,
sowie eine robuste, nachhaltige Zielnetzplanung ermdéglichen. Wo
dies nicht der Fall ist, werden Schwachstellen benannt und gegebe-
nenfalls Alternativen aufgezeigt. Fur diese Zielstellung werden das
Vorgehen und die Ergebnisse der UNB schrittweise anhand der ein-
gesetzten Markt- und Netzsimulationsumgebung des Gutachters
validiert, die gesondert in Kapitel A beschrieben wird.

Hinsichtlich einer mdglichst zutreffenden Ableitung der zuklnftigen
Versorgungsaufgabe an das Ubertragungsnetz wird insbesondere
folgenden Fragestellungen nachgegangen:

e Erfolgt eine schliissige Regionalisierung von EE und sind die
hieraus resultierenden Einspeisezeitreihen als realistisch
einzustufen?

e Wird die im Rahmen des NEP 2025 erstmals angewandte
Spitzenkappung von Onshore-Windenergie und Photovol-
taik in angemessener Weise berticksichtigt?

e Sind die Ergebnisse der Marktsimulation plausibel, insbe-
sondere bezlglich der Szenarien, in denen dem Stromsek-
tor eine CO,-Emissionsbegrenzung vorgeschrieben wird?

Zur Beantwortung dieser Fragestellungen wird in Kapitel 2 zunachst
die Modellierung des Leistungsangebots von EE diskutiert. Dies
umfasst sowohl eine qualitative Bewertung der Regionalisierungs-
methodik als auch Vergleiche der vorliegenden Ergebnisse mit de-
nen einer nachgebildeten Methodik sowie denen alternativer Regi-
onalisierungskonzepte des Gutachters. Ebenso werden die von den
UNB simulierten Einspeisezeitreihen fir Windenergieanlagen
(WEA) und Photovoltaikanlagen (PVA) denen des Gutachters ge-
genlubergestellt. Analog wird die Spitzenkappung im NEP metho-
disch diskutiert und durch die Nachbildung der Methodik und den
Vergleich der Ergebnisse validiert. AbschlieRend wird die Plausibi-
litat der Marktsimulationsergebnisse beurteilt, in dem die NEP-Er-
gebnisse mit denen des Gutachters verglichen werden. In diesem
Zusammenhang wird auch die im NEP verwendete Methodik zur
COz-Emissionsbegrenzung des Stromsektors aufgegriffen.
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In Bezug auf die Feststellung des notwendigen Netzausbaubedarfs
werden die nachstehenden Punkte adressiert:

- Werden im Rahmen der Netzsimulation geeignete Berech-
nungsverfahren eingesetzt und sinnvolle Annahmen fur
netzbetriebliche Freiheitsgrade getroffen, sodass Schwach-
stellen des Netzes adaquat analysiert werden kdnnen?

- Erfolgt die Identifikation notwendiger Netzverstarkungs- und
Netzausbaumalinahmen anhand eines nachvollziehbaren,
schliissigen Planungskonzepts?

- Erlauben die vorgeschlagenen Bewertungskriterien der
UNB eine objektive Bewertung des Nutzens der identifizier-
ten Malnahmen?

Hierzu wird in Kapitel 3 zunachst die grundlegende Systematik im
NEP bei der Identifikation notwendiger planerischer Malihahmen
zusammengefasst und beurteilt. Gesondert werden die im Rahmen
der Netzsimulation angenommenen Steuerkonzepte lastflusssteu-
ernder Betriebsmittel, darunter die Betriebsweise der geplanten
Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragungs-(HGU)-Verbindungen,
sowie weitere wesentliche Einflussfaktoren bei der Bestimmung der
Netzbelastung diskutiert. Darlber hinaus werden die im NEP auf-
gestellten Kriterien zur Bewertung von Ausbauprojekten begutach-
tet und alternative Bewertungskriterien des Gutachters vorgestellt.

Eine explizite Prufung der energiewirtschaftlichen Notwendigkeit
der Ausbauvorhaben des NEP 2025 fand im Rahmen der gutachter-
lichen Tatigkeit nicht statt. Hintergrund ist die Entscheidung des Ge-
setzgebers, den NEP 2025 nicht fortzusetzen, da der zugrundelie-
gende Szenariorahmen infolge der Novellierung des Erneuerbare-
Energien-Gesetzes (EEG) 2016 die zukinftigen Entwicklungen
nicht mehr geeignet abbilde. Stattdessen wurden zusatzliche, Uber
den NEP 2025 hinausgehende Szenarien untersucht, um Ruick-
schlusse auf die Robustheit der bisherigen Planung zu ziehen.

Aus diesen Zusatzszenarien wird in Kapitel 4 das Szenario ,West-
Ost-Verschiebung“ vorgestellt. Dabei werden zunéchst die im Sze-
nario unterstellten Annahmen, in erster Linie die Verlagerung des
Zubaus von WEA aus dem Nordwesten in den Nordosten Deutsch-
lands, beschrieben. AnschlieBend erfolgt eine Analyse der hieraus
resultierenden Folgen hinsichtlich der Marktergebnisse, der Netz-
belastung sowie des notwendigen Engpassmanagements.
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Die gutachterliche Untersuchung und Validierung hat ergeben, dass
die Netzausplanung im NEP 2025 grundsétzlich auf einer fundierten
Methodik beruht. Entlang des gesamten Planungsprozesses wer-
den Gberwiegend angemessene, schliissige Verfahren und Modelle
eingesetzt, sodass die Anforderungen an das zukiinftige Ubertra-
gungsnetz sowie der hieraus resultierende Netzausbaubedarf aus
Sicht des Gutachters nachvollziehbar hergeleitet werden. Im Einzel-
nen konnten folgende Punkte positiv validiert werden:

e Es erfolgt eine sachgerechte Regionalisierung und Prog-
nose der Einspeisung von EE unter Beachtung der Spitzen-
kappung von (Onshore-)WEA und PVA.

e Die Ergebnisse der Marktsimulation zeigen eine hohe Ahn-
lichkeit mit denen des Gutachters. Insbesondere ist in den
Szenarien mit vorgeschriebener CO,-Emissionsbegrenzung
ein erheblicher Riickgang der konventionellen Erzeugung in
Deutschland zu erkennen, welcher durch einen vermehrten
Stromimport aus dem Ausland ausgeglichen wird.

e Schwachstellen des Ausgangsnetzes in Bezug auf die resul-
tierenden, zuklnftigen Anforderungen werden mithilfe de-
taillierter Netzanalysen identifiziert, die dem Stand der Tech-
nik entsprechen.

e Bei der Bestimmung folglich notwendiger planerischer Maf3-
nahmen werden ausbauvermeidende Alternativen durch An-
wendung des NOVA-Prinzips in Betracht gezogen, um den
Netzausbau auf das notwendige Mal3 zu reduzieren.

e Zur objektiven Bewertung des Nutzens der identifizierten
Ausbaumalnahmen werden verschiedene, sinnvolle Krite-
rien aufgestellt, die bisher im NEP 2025 jedoch nur exemp-
larisch im Rahmen eines Pilotprojektes angewandt werden.

Zudem belegen die Resultate des Zusatzszenarios ,West-Ost-Ver-
schiebung“ die Notwendigkeit der bisher durch die BNetzA bestati-
gen AusbaumaRBnahmen, insbesondere der HGU-Korridore, und
somit ihre Robustheit gegenliber der betrachteten veranderten Ein-
speisesituation. Auch wird deutlich, dass dartber hinaus weiterer
Ausbaubedarf besteht. Ferner konnte gezeigt werden, dass eine
Verlagerung von Einspeiseschwerpunkten die Transportanforde-
rungen an einzelne Netzabschnitte erheblich beeinflussen kann.
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Trotz des prinzipiell positiven Gesamteindrucks hinsichtlich des
Vorgehens der UNB sieht der Gutachter in einigen Punkten Verbes-
serungspotenzial und Anderungsbedarf.

So ist anzumerken, dass Sensitivitatsbetrachtungen im NEP ledig-
lich durch die Definition der verschiedenen Szenarien innerhalb des
Szenariorahmens erfolgen. Annahmen entlang des Planungspro-
zesses werden hingegen nicht variiert, insbesondere sind diesbe-
zlglich folgende Punkte zu nennen:

¢ Bei der Regionalisierung von EE werden keine alternativen
Konzepte, bspw. ertrags- oder lastorientierter Pragung, be-
trachtet und somit auch nicht die Auswirkungen etwaiger ab-
weichender Einspeiseschwerpunkte.

¢ Den EE-Einspeisezeitreihen und den Lastzeitreihen liegt nur
ein ,durchschnittliches” Wetterjahr zugrunde, sodass etwa-
ige Extremsituationen im Planungsprozess gegebenenfalls
nicht bertcksichtigt werden.

Beim Vergleich des methodischen Vorgehens im NEP mit dem des
Gutachters wurden teils unterschiedliche methodische Ansatze
festgestellt. Aufgrund der jeweiligen Bedeutung fir den Planungs-
prozess ist bezuglich der folgenden Aspekte ein alternatives metho-
disches Vorgehen in Erwagung zu ziehen:

e Die vorgeschriebene CO.-Emissionsbegrenzung des
Stromsektors wird im NEP durch eine fixe Erhéhung der
CO,-Preise in Deutschland modelliert, der Gutachter be-
ricksichtigt sie als explizite Nebenbedingung der Kraft-
werkseinsatzoptimierung. Folglich treten Abweichungen
hinsichtlich der durch die einzelnen Technologien erzeug-
ten Energiemengen und der Handelsmengen auf. Aufgrund
des Fehlens eines klar definierten, ordnungspolitischen In-
struments zur Erreichung des CO;-Emissionsbegrenzungs-
ziels, wird seitens des Gutachters jedoch auf eine Empfeh-
lung fur eine der beiden Alternativen verzichtet.

e Die UNB setzen zur Regelung der geplanten HGU-Verbin-
dungen ein Verfahren ein, bei dem zwar nicht die Richtung
der jeweilig transportierten Wirkleistung, jedoch die diesbe-
zugliche Hohe, wesentlich von einem manuell zu wahlenden
Parameter abhangt. Dies erschwert die objektive Bewertung
des Nutzens der einzelnen Verbindungen und setzt eine
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Neuparametrierung bei einschneidenden Verénderungen
der Netztopologie voraus. Demgegeniber werden die
Wirkleistungsbetriebspunkte der HGU-Systeme seitens des
Gutachters mithilfe eines Optimierungsverfahrens bestimmt,
welches die kombinierte Wirkung aller Systeme in Abhan-
gigkeit der aktuellen Netztopologie bericksichtigt.

Das theoretische, wetterabhéngige Belastungspotenzial von
Freileitungen, das durch den Einsatz von Freileitungsmoni-
toring (FLM) nutzbar gemacht werden kann, wird von den
UNB indirekt abgeschatzt. Die EinflussgroRen sind die mo-
mentane Windeinspeisung sowie die Zugehdrigkeit der je-
weiligen Freileitung zu einer von drei geographischen Zonen
Deutschlands. Die hierbei definierten Grenzen der Windein-
speisung, ab denen erhdhte Stromtragfahigkeiten abgeleitet
werden, sowie die angenommenen maximalen Auslastungs-
faktoren in den einzelnen Zonen erscheinen eher konserva-
tiv, sodass das Potenzial des FLM nicht vollstandig ausge-
nutzt wird. Auch wenn dieser Ansatz mit Hinblick auf not-
wendige Sicherheitsreserven fir den Netzbetrieb zulassig
ist, stellt eine direkte Berechnung der Stromtragféahigkeiten
von Freileitungen in Abhangigkeit der lagegenauen Windda-
ten in jedem Fall eine genauere Alternative dar.

Daruber hinaus hat der Gutachter Widerspriiche zwischen den im
NEP dokumentierten und dem tatsachlich durchgeftihrten Vorgehen
festgestellt:

Die Gewabhrleistung zulassiger Spannungsbander im Netz
ist einer der deklarierten Planungsgrundsétze im NEP und
setzt einen ausgeglichenen Blindleistungshaushalt im Netz
voraus. Im Rahmen der Netzsimulation wird der zukinftige
Blindleistungsbedarf u.a. auch durch Elemente gedeckt, fur
die im NEP oder den Begleitdokumenten keine physischen
Entsprechungen gefunden werden konnten. Folglich ist frag-
lich, wie mit der verwendeten Modellierung die Gewéahrleis-
tung dieses Planungsgrundsatzes Uberprift werden kann,
da der Blindleistungshaushalt von diesen fiktiven Elementen
wesentlich beeinflusst wird. Dies ist insbesondere deshalb
von Bedeutung, da NetzausbaumalRnahmen und Punkt-
mafnahmen zur Blindleistungsbereitstellung wirtschaftlich
und technisch abgeglichen werden muissen.
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e Das geplante Zielnetz ist nicht vollstandig (n-1)-sicher, da
Uberlastungen auf Transformatoren auftreten, die die
380 kV- und die 220 kV-Ebene miteinander verbinden. Zwar
ist der Aufwand horizontaler Punktmal3nahmen zur Behe-
bung solcher Uberlastungen sowie ihr Einfluss auf das rest-
liche Netz im Vergleich zu Streckenmaflinahmen erheblich
niedriger und somit wirde das Ergebnis der Netzplanung
nicht maRgeblich von der nachtraglichen Verstarkung dieser
Transformatoren beeinflusst werden. Dennoch liegt hier ein
Widerspruch zum definierten (n-1)-Planungsgrundsatz vor.

SchlieBlich ist hinsichtlich einiger Aspekte des Vorgehens eine ge-
nauere Beschreibung im NEP und den Begleitdokumenten win-
schenswert. Zwar konnte das Vorgehen der UNB anhand der vor-
handenen Dokumente und der zur Verfigung gestellten Ergeb-
nisse, Modelle und Daten weitestgehend nachvollzogen werden.
Jedoch besteht weiterhin Unklarheit beziglich folgender Punkte:

¢ Welche Methodik wird zur Bestimmung der Einspeisezeitrei-
hen von WEA und PVA verwendet?

o Wie werden wesentliche Parameter im Rahmen der Netzsi-
mulation, bspw. des Regelungskonzepts der HGU-Verbin-
dungen oder des FLM, gewahlt?

o Welche Verfahren werden zur Bestimmung des Netznormal-
schaltzustands und der Stufenstellerpositionen von Phasen-
schiebertransformatoren (PST) eingesetzt?

e In Zusammenhang mit den vorherigen beiden Punkten so-
wie der Spitzenkappung ist insbesondere nicht eindeutig de-
finiert, in welchem Ausmalf netzbetriebliche Flexibilitaten in
der Netzausbauplanung bereits berlicksichtigt werden bzw.
fur den Netzbetrieb vorgehalten werden sollten.

Dem Gutachter ist die hohe Komplexitat des Netzausbauplanungs-
prozesses aufgrund der vielseitigen Abhangigkeiten entlang der
Prozesskette sowie der aufwéndigen Berechnungsverfahren im
Rahmen der Markt- und Netzsimulationen durchaus bewusst. Hinzu
kommen die Unsicherheiten im Planungshorizont sowie veranderli-
che politische Rahmenbedingungen, wie bspw. durch die jlingste
EEG-Novelle belegt wird. Daher ist der im NEP gewdahlte Kompro-
miss zwischen pragmatischem Vorgehen und wissenschaftlicher
Prazision vor dem Hintergrund des bisher geltenden Zeitrahmens
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fur die Erstellung des NEP von etwa einem Jahr weitgehend nach-
vollziehbar und sinnvoll. Nichtsdestotrotz ist im Rahmen der zukinf-
tigen NEP eine Auseinandersetzung mit den oben genannten Punk-
ten geboten, um alle Faktoren, die den Netzausbaubedarf wesent-
lich beeinflussen kdnnten, gebihrend zu beriicksichtigen.



Validierung zur Ableitung der Versorgungsaufgabe

2 Validierung zur Ablel-
tung der Versorgungs-

aufgabe

Im Rahmen der Marktsimulation leiten die UNB auf Basis des Sze-
nariorahmens die zukinftigen Netznutzungsfélle ab, um nachfol-
gend den resultierenden Netzausbaubedarf zu ermitteln. Konkret

wird bestimmt, wo, wann und in welcher Héhe elektrische Leistung

in das Ubertragungsnetz eingespeist bzw. aus diesem entnommen
wird. Hierfur werden die prognostizierten installierten EE-Leistun-
gen regionalisiert, darauf aufbauend Einspeisezeitreihen ermittelt
sowie resultierende Erzeugungsspitzen anteilig gekappt und
schlie3lich der Einsatz konventioneller Anlagen zur Deckung der
Residuallast berechnet. Die hierbei im Rahmen des NEP verwen-
deten Methoden und Modelle sowie die resultierenden Ergebnisse

werden in diesem Kapitel validiert.

Zusammenfassung der Kernergebnisse

e Die Marktsimulation des NEP ermittelt unter Bertck-
sichtigung aller wesentlichen Faktoren zeitlich und re
gional hoch aufgeldste Zeitreihen des elektrischen
Energiebedarfs sowie der Energiebereitstellung er-
neuerbarer und konventioneller Erzeugungsanlagen,
sodass die resultierenden Anforderungen an das
Ubertragungsnetz mit hinreichender Genauigkeit be

schrieben werden kénnen.

Sensitivitdten in Bezug auf die Ausgestaltung des zu-
kunftigen Energiesystems werden lediglich durch die
Betrachtung verschiedener Szenarien berucksichtigt.
Annahmen innerhalb der Marktsimulation, wie Treiber
der Regionalisierung oder das dem Planungszeit-
raum unterstellte Wetterjahr, werden dagegen nicht
variiert. Etwaige, hieraus resultierende Einfliisse auf

den Netzausbaubedarf bleiben somit unbekannt.
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e Es besteht Unklarheit Uber die ordnungspolitischen
Instrumente zur Erreichung der in einigen Szenarien
vorgegebenen Emissionsreduktion des Stromsek-
tors. Folglich zeigen sich hier methodische Unter
schiede zwischen den UNB und dem Gutachter.

Der zukinftige Strommix in Deutschland ist Uberein-
stimmend durch einen EE Anteil von deutlich Gber

40 % in 2025 und deutlich Gber 50 % in 2035 charak-
terisiert. Bei Vorgabe einer Emissionsreduktion verla
gert sich die Erzeugung aus konventionellen Kraft
werken aus Deutschland in das Ausland. Hierbei ist
nicht sichergestellt, dass die Gesamtemissionen im
europaischen System reduziert werden.

2.1 Leistungsangebot erneuerbarer
Energien

Im Folgenden werden die Annahmen und das Vorgehen bei der Re-
gionalisierung der EE technologiespezifisch und fur alle Aspekte der
Regionalisierung diskutiert. AnschlieRend werden die Ergebnisse
der Zeitreinengenerierung sowie die Methodik zur Berticksichtigung
der Spitzenkappung bewertet.

2.1.1 Regionalisierung

Der Leistungszubau von WEA und PVA wird im NEP 2025 aufgrund
seines erheblichen AusmalRes als primére Einflussgrofe auf den
Netzausbaubedarf identifiziert, sodass die Regionalisierung der
WEA und PVA, die in [3] beschrieben wird, mit besonders hohem
Detailgrad durchgefihrt wird. Prinzipiell folgt die Regionalisierung
dem folgenden Schema: Nach der Erfassung des Anlagenbestands
und des regionalen Potenzials je Technologie wird darauf aufbau-
end der zukunftige Anlagenbestand regionenscharf modelliert.
Nachfolgend wird zunachst getrennt auf die Regionalisierung des
Zubaus von WEA und PVA eingegangen. AbschlieRend wird das
Vorgehen bewertet.



Validierung zur Ableitung der Versorgungsaufgabe

Grundlage der Regionalisierung der Zubauleistung von WEA im
NEP sind Informationen Uber die bereits installierten Bestandsanla-
gen sowie die zur Verfigung stehenden Potenzialflachen in
Deutschland.

Die Bestandsanlagen werden anlagenscharf und mit bestmdglichen
Detailinformationen bzgl. der Anlagenparameter zusammengetra-
gen und kategorisiert. Bei der Kategorisierung wird zwischen Anla-
genkonzepten fur Starkwind- und Schwachwindstandorte sowie
Standortbedingungen (ohne Restriktionen, im Wald, im Schutzge-
biet) unterschieden. Bei der Herleitung der Potenzialflachen wird
zwischen verfugbaren Flachen mit unterschiedlicher Flachennut-
zung, Flachen fur Repowering und Vorrangflachen differenziert.
Verflgbare Flachen werden hinsichtlich ihrer Eignung bewertet, so-
dass Waldgebiete, Landschaftsschutzgebiete sowie Naturparks
nachrangig genutzt und Biospharenreservate von der Nutzung aus-
geschlossen werden. Zusatzlich werden Flachen mit einer Hangnei-
gung von mehr als 5 Grad sowie einem Ertragspotenzial von weni-
ger als 1.330 Vollbenutzungsstunden (Vbh) in 80 m Hohe fir Stark-
windanlagen und 950 Vbh in 80 m Hohe fir Schwachwindanlagen
ausgeschlossen. Auch werden Abstéande zu Infrastrukturanlagen,
Wohn- und Gewerbegebieten und Ahnlichem eingehalten. Das Po-
tenzial von Repowering beschreibt die Leistungssteigerung auf be-
reits genutzten Flachen, die durch Ersatz alterer WEA durch neuere
Modelle und den daraus resultierenden Anstieg der Leistungsdichte
auf der genutzten Flache erreicht werden kann. Vorrangflachen
konnen uneingeschrankt genutzt werden, daher werden diese prio-
risiert erschlossen.

Der Zubau von WEA erfolgt anlagenscharf anhand eines Zubaumo-
dells, durch das die Anlagen entsprechend der vorher bestimmten
Rangfolge zunachst auf Vorrangflachen und anschlielend auf
Repowering-Flachen und den weiteren Potenzialflachen installiert
werden. Eine weitere Nebenbedingung ergibt sich aus den Ausbau-
Zielen der Bundeslander. Diese werden dem Ausbaumodell je Bun-
desland anhand einer Obergrenze als Nebenbedingung vorgege-
ben, sodass in einem Bundesland keine weitere Anlage installiert
werden kann, sobald die Obergrenze erreicht wird.
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Grundlage der Regionalisierung der Zubauleistung von PVA sind
(wie zuvor bei den WEA) Informationen tber die bereits installierten
Bestandsanlagen sowie die zur Verfigung stehenden Potenzialfla-
chen auf Freiflachen, Wohngebauden sowie gewerblich und land-
wirtschaftlich genutzten Gebauden in Deutschland.

Der Zubau der PVA in den deutschen Gemeinden wird in Abhangig-
keit des historischen Zubaus in der Gemeinde fortgeschrieben. An-
hand eines funktionalen Zusammenhangs zwischen der Bestands-
leistung und dem Leistungspotenzial in einer betrachteten Ge-
meinde und der Bestandsleistung und dem Leistungspotenzial in
Gesamtdeutschland wird fir diese Gemeinde ein Parameter errech-
net, welcher die Ausbaudynamik in der betrachteten Gemeinde re-
prasentiert. Anhand eines Zielwerts der installierten Leistung von
PVA in Deutschland kann die installierte Leistung in jeder Gemeinde
mithilfe dieses Parameters berechnet werden.

Die dem NEP zugrunde liegende Regionalisierung von EE basiert
auf einer detaillierten Datengrundlage Uber die Bestandsanlagen
und die relevanten Informationen hinsichtlich der Ermittlung von Po-
tenzialflachen.

Das Vorgehen zur Ermittlung der Potenzialflachen fir WEA mit der
Berlicksichtigung von Ausschlusskriterien aufgrund der Flachennut-
zung, der Flachencharakteristika oder der realisierbaren Ertragspo-
tenziale sowie Repoweringpotenziale und ausgewiesenen Vorrang-
flachen ist schlissig und die resultierende Bewertung der Potenzi-
alflachen nachvollziehbar. Der anlagenscharfe Zubau von WEA
suggeriert durch einen hohen Detailgrad eine hohe Qualitat der Me-
thode. Allerdings ist fraglich, ob dieser Detailgrad bei der Netzaus-
bauplanung tberhaupt notwendig ist. Letztlich kann er zu Verzer-
rungen der Verteilung fihren, da die Auswahl der diskreten Anla-
genleistung einen Einfluss auf die regionale Verteilung hat. Je Klei-
ner die Anlagenleistung gewahlt wird, desto starker nahert sich die
Verteilung der Anlagen der Verteilung der Potenzialflachen und der
Bebauungswahrscheinlichkeit an.

Das Vorgehen zur Ermittlung der Potenzialflachen fiir PVA ist eben-
falls schlissig und basiert auf einer hochwertigen Datengrundlage.
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Fraglich ist, ob der Zubau der Anlagen anhand eines Ansatzes an-
gelehnt an asymmetrische Sigmoidfunktionen sinnvoll ist. Dieser
unterstellt, dass die Entwicklung der Vergangenheit eine Grundlage
fur die Entwicklung in der Zukunft darstellt. Gerade vor dem Hinter-
grund sich andernder Fordermechanismen, die in der Vergangen-
heit einen entscheidenden Einfluss auf den Anlagenzubau hatten,
kann diese Annahme hinterfragt werden.

Grundsatzlich bleibt offen, warum die Orientierung an den Ausbau-
zielen der Bundeslander nur bei WEA und nicht bei PVA bertick-
sichtigt wird. Aufgefallen sind ebenfalls fehlerhafte Formelnin [3]. In
der Umsetzung scheint die Regionalisierung korrekt durchgefuhrt
worden zu sein (Bundeslandziele werden im NEP getroffen). Bei
Anwendung von Formel 4-14 bis 4-16 in [3] wirde dies allerdings
nicht moglich sein, da die kurzfristige Erwartung und Repowering
falschlicherweise keine Beriicksichtigung finden.

Zur weiteren Validierung der im NEP verwendeten Regionalisierung
sowie in Vorbereitung auf anschlieBende Untersuchungen zur Spit-
zenkappung im Rahmen dieses Gutachtens wird im folgenden Un-
terabschnitt die Regionalisierung der UNB durch den Gutachter
nachgebildet. D.h. die von den UNB getroffenen Annahmen der Re-
gionalisierung werden in die gutachtereigene Regionalisierungsme-
thodik wie nachfolgend beschrieben Gbernommen.

Die Regionalisierung von EE wird auf Gemeindeebene nachgebil-
det. Fur alle Technologien wird eine Potenzialverteilung angenom-
men, anhand derer die installierte Leistung der Anlagen im An-
schluss verteilt wird. Bestandsanlagen unterliegen dem Repowering
und werden mit 110 % der derzeit installierten Leistung auch in Zu-
kunft angenommen. Die Zubauleistung der WEA an Land wird in
Relation zur Landwirtschaftsflache der deutschen Gemeinden ver-
teilt. Die Landwirtschaftsflache wird zuvor noch um Ausschlussfla-
chen reduziert, konkret um Schutzgebiete, Flachen mit einer
Hangneigung tber 10 Grad und Flachen in Gemeinden mit einem
Ertragspotenzial der WEA unter 900 Vbh im Jahr. Zudem wird beim
Zubau von WEA eine Gewichtung basierend auf den Ausbauzielen
der Bundeslander durchgefuihrt. Die Zubauleistung der WEA auf
See wird in Relation zum Leistungspotenzial der definierten Ge-
bietscluster verteilt. Die Verteilung der Zubauleistung der PVA ori-
entiert sich an der Verteilung der Ein- und Zweifamilienh&user. Die
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Zubauleistung der Bioenergieanlagen, Wasserkraftanlagen und
sonstigen EE-Anlagen werden in Relation zum Anlagenbestand am
31.12.2013 auf die deutschen Gemeinden verteilt. Die Verteilung
der Zubauleistung der Kraft-Warme-Kopplungs-(KWK)-Anlagen mit
einer installierten Leistung unter 50 MW orientiert sich an der Ver-
teilung des thermischen Endenergiebedarfs in Deutschland. Wei-
tere Informationen, die Datengrundlage sowie die formale Beschrei-
bung der Regionalisierung kénnen in [5] nachvollzogen werden.

Um die anhand der nachgebildeten Regionalisierung ermittelten in-
stallierten Leistungen aller Technologien auf Gemeindeebene mit
den Regionalisierungsergebnissen des NEP, die als installierte
Leistungen an den Knoten des Hochspannungsnetzes vorliegen, zu
vergleichen, erfolgt jeweils eine Aggregation der Ergebnisse auf die
Knoten des Ubertragungsnetzes. Die installierten Leistungen der
Hochspannungsknoten werden den Verknipfungspunkten der je-
weiligen Netzgruppen dieser Hochspannungsknoten im Ubertra-
gungsnetz zugeordnet. Verflgt eine Netzgruppe Uber mehrere Ver-
knupfungspunkte, erfolgt eine antiproportionale Verteilung entspre-
chend der kirzesten Distanzen der einzelnen Hochspannungskno-
ten zu den VerknlUpfungspunkten, welche anhand der Leitungslan-
gen berechnet werden. Die Aggregation der installierten Leistungen
auf Gemeindeebene erfolgt durch die Ermittlung aller Ubertra-
gungsnetzknoten in einem Umkreis von 30 km des jeweiligen Ge-
meindemittelpunktes sowie anschlieRender antiproportionaler Zu-
teilung entsprechend der Distanzen zwischen den Gemeinden und
diesen Knoten. Befindet sich kein Netzknoten im Umkreis von
30 km, wird die Leistung einer Gemeinde dem geografisch nachst-
gelegenen Knoten zugewiesen. Zur lllustration sind in Abbildung 2.1
die Gemeindemittelpunkte der deutschen Gemeinden als graue
Punkte und die Netzknoten aus den Datenséatzen des NEP als rote
Punkte dargestellt.
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Abbildung 2.1

Gemeindemittelpunkte der deutschen Gemeinden (grau) und
Standorte der Knoten des deutschen Ubertragungsnetzes (rot)

Auf Ubertragungsnetzknotenebene wird nun ein Vergleich der Re-
gionalisierungen durchgefihrt. Dabei wird die Pearsson-Korrelation
(als Malf3 fir den Grad des linearen Zusammenhangs) zwischen der
Verteilung der installierten Leistung auf Netzknotenebene in beiden
Fallen berechnet. Fiir WEA liegt die lineare Korrelation bei 0,65, fiir
PVA bei 0,75.

Um die Genauigkeit der Verteilung fir groRere Regionen abzu-
schatzen, werden die Knoten anschlieBend schrittweise geogra-
phisch aggregiert. Fur jeden Schritt wird erneut die Korrelation be-
rechnet. Die Ergebnisse sind in Abbildung 2.2 dargestellt.
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Pearsson-Korrelation zwischen der Regionalisierung des NEP und
der NEP-nachgebildeten Regionalisierung auf Netzknotenebene

Bei einer Aggregation aller Netzknoten bis zu einem Abstand von
113 km ergeben sich 15 Regionen in Deutschland. Die lineare Kor-
relation der Leistungsverteilung fir WEA betragt auf dieser Aggre-
gationsstufe 0,963, fur PVA betrégt sie 0,941. Die Verteilungen sind
in Abbildung 2.3 und Abbildung 2.4 veranschaulicht.

Die Regionalisierung des Leistungszubaus der WEA und PVA des
Gutachters weisen eine ausreichend hohe Korrelation zur Regiona-
lisierung aus dem NEP auf, um diese im weiteren Verlauf bei der
Untersuchung der Spitzenkappung verwenden zu kénnen. Zudem
erscheint die im NEP angewandte Regionalisierung basierend auf
den Annahmen korrekt umgesetzt worden zu sein und ist somit eine
plausible Abbildung eines zukiinftigen Zustands der Leistungsver-
teilung.

An dieser Stelle sei nochmal explizit darauf hingewiesen, dass die-
ser zukinftige Zustand das Ergebnis einer Prognose auf Basis einer
angenommen Entwicklung (unter Berlcksichtigung aktueller
Trends) darstellt. Wie hoch dessen Eintrittswahrscheinlichkeit ist
und wie alternative Entwicklungen aussehen, wird im NEP nicht un-
tersucht. Um die Wirkung anderer Verteilungen einschétzen zu kon-
nen, wird im Folgenden ein Vergleich alternativer Regionalisie-
rungskonzepte vorgestellt.
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NEP Gutachter

Abbildung 2.3 Vergleich der Regionalisierung von WEA des NEP und der NEP-
nachgebildeten Regionalisierung auf 15-Regionenebene

NEP Gutachter

Abbildung 2.4 Vergleich der Regionalisierung von PVA des NEP und der NEP-
nachgebildeten Regionalisierung auf 15-Regionenebene
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In diesem Unterabschnitt wird die Regionalisierung des NEP mit ei-
ner ertragsorientierten und einer lastorientierten Regionalisierung
des Leistungszubaus der WEA und PVA verglichen.

Bei der Regionalisierung des Leistungszubaus der WEA an Land
wird erneut die Landwirtschaftsflache als Basisgrof3e verwendet.
Diese Flache wird hier im Gegensatz zur NEP-nachbildenden Regi-
onalisierung nur um Flachen reduziert, in denen das Ertragspoten-
zial von WEA unter 900 Vbh liegt. Weitere Ausschlussflachen sowie
die Bundeslandgewichtung werden nicht mehr berticksichtigt. Bei
der Regionalisierung des Leistungszubaus der PVA wird weiterhin
die Zahl der Ein- und Zweifamilienh&duser als Basisgrolie verwen-
det. Die ermittelten BasisgroRen werden im ersten Fall mit den po-
tenziellen Vollbenutzungsstunden der Anlagen in den Gemeinden
und im zweiten Fall mit der elektrischen Last im Umkreis von 30 km
um den Gemeindemittelpunkt gewichtet. Im ersten Fall wird Leis-
tung somit eher in Gebieten gebaut, in denen WEA und PVA viel
Energie bereitstellen kdnnen (ertragsorientiert). Im zweiten Fall wer-
den WEA und PVA vermehrt im Umkreis von Lastzentren installiert
(lastorientiert). Eine formale Beschreibung der Gewichtungsfakto-
ren kann [5] entnommen werden.

In Abbildung 2.5 und Abbildung 2.6 ist die lineare Korrelation der
ertragsorientierten, der NEP-nachbildenden und der lastorientierten
Verteilung mit der im NEP verwendeten Regionalisierung von WEA
dargestellt. In Abbildung 2.7 und Abbildung 2.8 sind die ertrags- und
lastorientierten Verteilungen zudem im Vergleich mit der NEP-Re-
gionalisierung auf Basis der 15 Regionen visualisiert.

Aus den Abbildungen wird deutlich, dass sich die Verteilungen nen-
nenswert von der NEP-Regionalisierung unterscheiden — sowohl
hinsichtlich der Korrelation als auch der Charakteristik der Leis-
tungsverteilung. Bei ertragsorientierter Regionalisierung verschiebt
sich der Schwerpunkt der Zubauleistung von WEA im Vergleich zur
NEP-Regionalisierung insbesondere in die drei nordlichen Regio-
nen an der Nord- und Ostseekiiste sowie nach Schleswig-Holstein.
Der Schwerpunkt der Zubauleistung von PVA verschiebt sich in die
drei slidlichen Regionen in Bayern und Baden-Wirttemberg. Folg-
lich ist zu erwarten, dass die Netzabschnitte zwischen Nord- und
Suddeutschland bei Anwendung der ertragsorientierten Regionali-
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sierung starker belastet werden als bei Anwendung der Regionali-
sierung im NEP. Bei Anwendung der lastorientierten Regionalisie-
rung zeigt sich ein anderes Bild. Die Schwerpunkte der Zubauleis-
tung von WEA und PVA verschieben sich in den mitteldeutschen
Raum und sinken sowohl in Nord- als auch in Stiddeutschland. Bei
Anwendung der lastorientierten Regionalisierung wird eine Entlas-
tung des Netzes zwischen Nord- und Suddeutschland im Vergleich
zu der im NEP verwendeten Regionalisierung erwartet.
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Abbildung 2.5 Pearsson-Korrelation zwischen der Regionalisierung von WEA des
NEP und der ertragsorientierten, NEP-nachbildenden sowie lastori-
entierten Regionalisierung auf Netzknotenebene
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Abbildung 2.6 Pearsson-Korrelation zwischen der Regionalisierung von PVA des

NEP und der ertragsorientierten, NEP-nachbildenden sowie lastori-
entierten Regionalisierung auf Netzknotenebene
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Abbildung 2.7 Vergleich der Regionalisierung von WEA des NEP und der ertrags-
orientierten und lastorientierten Regionalisierung auf 15-Regio-
nenebene
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Abbildung 2.8 Vergleich der Regionalisierung von PVA des NEP und der ertrags-
orientierten und lastorientierten Regionalisierung auf 15-Regio-
nenebene



Validierung zur Ableitung der Versorgungsaufgabe

Da weder im NEP noch in den Begleitdokumenten beschrieben
wird, wie die Zeitreihen von WEA und PVA simuliert werden, kénnen
die diesbeziglichen Simulationsergebnisse lediglich quantitativ be-
wertet werden. Hierfir erfolgt in diesem Unterkapitel ein Vergleich
der Simulationsergebnisse der UNB mit den Ergebnissen des Gut-
achters basierend auf der nachgebildeten Regionalisierung sowie
der in Abschnitt A.2.1 vorgestellten Methodik der Zeitreihenerstel-
lung des Gutachters.

Zuné&chst ist jedoch die Verwendung des Jahres 2011 als Wetter-
jahr zu diskutieren, da das Wetterjahr die Zeitreihen wesentlich be-
einflusst. Begriindet wird die Verwendung des Jahres 2011 damit,
dass dies ein durchschnittliches Wetterjahr sei. Daraus ergibt sich
zunéachst die Frage nach der Definition der Durchschnittlichkeit ei-
nes Wetterjahrs, insbesondere hinsichtlich Effekten wie der Gleich-
zeitigkeit von Windgeschwindigkeit, solarer Einstrahlung und der
elektrischen Last, die teilweise ebenfalls witterungsabhangig ist.
Methodisch ist zu begriinden, inwiefern die Auslegung des Systems
auf einen durchschnittlichen Zustand Sinn macht. Angenommen
dieser durchschnittliche Zustand sei der Median, dann bedeutet
dies, dass das System nur mit einer Wahrscheinlichkeit von 50 %
ausreichend dimensioniert ist. Folglich wirden Jahresextremsituati-
onen mit 50 % Wahrscheinlichkeit die betriebliche Sicherheitsre-
serve schmaélern.

Gleichzeitig werden fir die Zukunft héhere Vollbenutzungsstunden
angenommen, bspw. fir WEA in Hohe von 2.000 Vbh [4]. Derzeit
liegen die diesbeziglich durchschnittichen Werte bei etwa
1.600 Vbh. Die Annahme wird mit dem Auftreten eines eher extre-
men Wetterjahres begriindet. Grundsatzlich ist die Erhéhung der
Vollbenutzungsstunden durch spezielle Wetterlagen, aber auch
technologische Entwicklungen durchaus plausibel. Die Konsistenz
des Szenarios sollte allerdings bspw. hinsichtlich der Sinnhaftigkeit
der Kombination des angeblich durchschnittlichen Wetterjahrs 2011
mit einer angenommen Vollbenutzungsstundenzahl gepriift werden.
Die Annahmen sind insofern entscheidend, als dass sie einerseits
die politische Zielerreichung zum EE-Anteil am Bruttostromver-
brauch als auch die Netzbelastung entscheidend beeinflussen. Bei
Annahme von geringeren Vollbenutzungsstunden muisste die instal-
lierte EE-Leistung erhoht werden, um die Zielerreichung sicher zu
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stellen (was u.U. wiederum im Konflikt mit dem Ausbaupfad des
EEG steht). Dies kénnte die Ergebnisse der Netzanalysen sowie der
MalRnahmenkonzeption und -bewertung bedeutend veréndern.

Vom Gutachter wurde sowohl eine Simulation mit 2.000 Vbh als
auch mit 1.600 Vbh durchgefiihrt. Der Vergleich der Simulationser-
gebnisse des NEP mit denen des Gutachters ist in Abbildung 2.9 fur
einen Zeitraum von 20 Tagen dargestellt.
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Abbildung 2.9

Vergleich der Leistungsbereitstellung der WEA im Jahr 2025

Die WEA an Land speisen im NEP eine Energiemenge in Hohe von
129,2 TWh in das elektrische Netz ein. Bei einer installierten Leis-
tung in H6he von 63,8 GW entspricht dies ca. 2.025 Vbh. Aus den
Zeitreinen der Simulation resultiert eine Energiebereitstellung in
Hohe von 127,5 TWh, also einer Auslastung der Anlagen in Héhe
von 1.998 Vbh. Die lineare Korrelation der beiden Ganglinien liegt
bei 0,97. Der normalized root-mean-square error (nRMSE) liegt bei
2,9 %.

Die Leistungsbereitstellung der PVA, dargestellt in Abbildung 2.10,
zeigt ein &hnliches Bild. Im NEP erreichen die Anlagen 952 Vbh und
speisen somit ca. 52,2 TWh elektrische Energie ins Netz ein. Die
Simulation ergibt eine Energiebereitstellung in Ho6he von
ca. 52,2 TWh, was genau der Annahme von 950 Vbh fir PVA im
Szenariorahmen entspricht. Die lineare Korrelation der Ganglinien
der PVA liegt bei 0,96 und der nRMSE bei 4,2 %.
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Vergleich der Leistungsbereitstellung der PVA im Jahr 2025

Der Vergleich der Einspeiseganglinien der WEA und PVA belegt,
dass die Zeitreihen im NEP plausibel hergeleitet und simuliert wor-
den sind. Im folgenden Abschnitt werden die eigens simulierten
Zeitreihen weiter verwendet, da der Datensatz eine héhere regio-
nale Auflésung (Gemeindeebene) aufweist als die zur Verfigung
gestellten NEP-Daten (Hochspannungsknotenebene).

Spitzenkappung

Im Rahmen der Weiterentwicklung des Strommarktes wurde das
EnWG novelliert und dabei u.a. beschlossen, die sog. Spitzenkap-
pung neu zu beriicksichtigen. Demnach sind nach der Anderung
des 8§ 11 Abs. 2 EnWG die Netzbetreiber berechtigt, alle WEA an
Land und alle PVA in ihrer Leistungsbereitstellung derart zu be-
schranken, dass die prognostizierte jahrliche Stromerzeugung einer
jeden Anlage um maximal 3 % reduziert wird. Der Netzbetreiber darf
dabei nur Anlagen einschranken, die direkt an sein Netz ange-
schlossen sind. Die Spitzenkappung kann vom Netzbetreiber be-
reits im Netzplanungsprozess berticksichtigt werden und soll zu ei-
ner Reduktion des Netzausbau- bzw. Netzverstarkungsbedarfs fiih-
ren. Nach § 12b Abs. 1 mussen die UNB die Regelungen zur Spit-
zenkappung bei der Erstellung des NEP berlicksichtigen.

Spitzenkappung im NEP

Die im NEP bericksichtigte Methode der Spitzenkappung basiert
auf den Ergebnissen der Verteilernetzstudie im Auftrag des Bun-
desministeriums fur Wirtschaft und Energie (BMWi) [6]. Der Studie
wird ein funktionaler Zusammenhang zwischen dem Zubau an
WEA- und PVA-Leistung und der resultierenden Spitzenkappung in
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einer Region entnommen, in dem ebenfalls der Ausbaugrad des
Verteilnetzes sowie die Bestandsanlagen berticksichtigt werden.

Die Spitzenkappung von im Ubertragungs- und Verteilnetz ange-
schlossenen Anlagen wird dabei mit derselben Methode simuliert,
obwohl die Spitzenkappung der im Ubertragungsnetz angeschlos-
senen Anlagen prinzipiell gesondert berechnet werden musste. Da
diese Anlagen allerdings nur einen sehr geringen Teil der insgesamt
installierten Leistung ausmachen, ist diese Vereinfachung nachvoll-
ziehbar und wird hier im weiteren Verlauf ibernommen.

Die Netzausbau- und Netzverstarkungsmalnahmen im Verteilnetz
werden im NEP nicht berticksichtigt. Wenn durch die Spitzenkap-
pung in einem Verteilnetz Netzausbau- und Netzverstarkungsmalf3-
nahmen vermieden werden kdnnen, besteht kein Problem. Weiter
untersucht werden muss allerdings der Fall, wenn selbst bei Anwen-
dung der Spitzenkappung weiterhin Netzausbau- und Netzverstar-
kungsmalfinahmen notwendig sind. Sofern der Verteilnetzbetreiber
das Netz in diesem Fall nur insoweit ertiichtigt, dass bei Anwendung
der Spitzenkappung keine Verletzung der thermischen Grenzen
oder des zulassigen Spannungsbands mehr vorliegen, besteht wei-
terhin kein Problem. Sofern sich allerdings durch die Mal3hahmen
im Verteilnetz die Dimension der notwendigen Spitzenkappung ver-
andert, ist dies im Ubertragungsnetz durchaus planungsrelevant.

Weiter wird im NEP darauf hingewiesen, dass nach Anwendung des
aus der BMWi-Verteilernetzstudie ibernommenen funktionalen Zu-
sammenhangs Uberprift wird, ob an einem Netzknoten mehr als
3 % Reduktion der Energiebereitstellung von WEA stattfindet.
Wenn dies der Fall sei, wirden die Leistungsreduzierungen ange-
passt werden. Diese Aussage ist problematisch, denn wenn derar-
tige Falle auftreten, ist dies ein Hinweis darauf, dass der funktionale
Zusammenhang fur diesen Anwendungsfall nicht gultig ist. Die Kor-
rektur an betroffenen Netzknoten im Anschluss ist ebenfalls proble-
matisch. Denn auf diese Weise werden nur an jenen Knoten Anpas-
sungen vorgenommen, an denen ein definierter Grenzwert verletzt
wird. Die Spitzenkappung an allen anderen Knoten ist allerdings
nicht zwingend korrekt, nur weil der Grenzwert dort nicht verletzt
wird.
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Zur weiteren Uberprifung der im NEP angewandten Spitzenkap-
pung wird die dort verwendete Methode seitens des Gutachters
nachgebildet. Dabei wird zun&chst ermittelt, in welchen deutschen
Gemeinden Spitzenkappung Uberhaupt durchgefihrt wird. Hierzu
werden alle Gemeinden identifiziert, in denen die maximale Rick-
speisung ohne Spitzenkappung hoher ist als die Spitzenlast. An-
schlieRend wird in diesen Gemeinden die Hohe der Spitzenkappung
bestimmt. Hierzu werden die WEA und PVA in den Gemeinden pau-
schal in ihrer Leistungsbereitstellung beschrankt. Die Beschran-
kung der maximalen Leistungsbereitstellung wird iterativ erhéht, in-
dem die zulassige Reduktion der Energiebereitstellung der Anlagen
in jedem Iterationsschritt um 0,1 % steigt. Die iterative Erhéhung der
Spitzenkappung wird solange durchgefuhrt, wie folgende Bedingun-
gen gelten:

1. Die maximale Ruckspeisung kann reduziert werden.
2. Die maximale Rickspeisung ist gré3er als die Spitzenlast.
3. Die Reduktion der Energiebereitstellung liegt unter 3 %.

Die Ergebnisse der Modellierung der Spitzenkappung werden im
Folgenden dargestellt und mit der dem NEP zugrunde liegenden
Spitzenkappung verglichen. In Abbildung 2.11 ist die Energiereduk-
tion durch Spitzenkappung als Ergebnis der eigens durchgefiihrten
Simulationen fir alle deutschen Gemeinden dargestellt, in denen
WEA bzw. PVA installiert sein werden. Grundlage der Simulationen
sind die Annahmen zur installierten Leistung aus Szenario B 2025.
Zur Regionalisierung der Anlagen wurde die zuvor beschriebene
NEP-nachbildende Regionalisierung angewandt.

Spitzenkappung wird bei WEA insbesondere im Norden und Nord-
osten Deutschlands durchgefuhrt. Vereinzelt finden sich auch Regi-
onen mit starkerer Spitzenkappung im Sidwesten und Suden der
Republik. Bei PVA wird Spitzenkappung insbesondere an kisten-
nahen Standorten und in Bayern durchgefiihrt. Der Uberdurch-
schnittliche Einsatz der Spitzenkappung in den Kustenregionen
mag zunachst verwundern. Dieser Umstand ist auf die Abhangigkeit
der Leistungsbereitstellung der PVA von der Umgebungstempera-
tur zurtickzufuihren. Je besser die PVA gekihlt werden, desto bes-
ser ist ihre Leistungsfahigkeit. Je besser wiederum ihre Leistungs-
fahigkeit ist, desto starker wird die Energiebereitstellung durch die
Anwendung der Spitzenkappung beschrankt.
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Abbildung 2.11

Energiereduktion durch Spitzenkappung auf Gemeindeebene als
Ergebnis der Simulationen des Gutachters

In Abbildung 2.12 und Abbildung 2.13 ist die Energiereduktion durch
Spitzenkappung als Ergebnis der Simulationen des Gutachters den
Ergebnissen aus dem NEP auf Netzknotenebene gegenuiberge-
stellt. Dabei ist zu bedenken, dass durch die Aggregation der Werte
von der Gemeinde- auf die Netzknotenebene eine Durchmischung
dargestellt wird, bei der extreme Werte seltener vorkommen.

Die in Abbildung 2.12 auf der rechten Seite dargestellte Spitzenkap-
pung nach der zuvor beschriebenen Gutachter-Methode fihrt im
Durchschnitt zu einer Reduktion der Energiebereitstellung der WEA
an Land in H6he von 2,0 %. Demgegeniber liegt die durchschnittli-
che Energiereduktion im NEP mit 1,7 % leicht darunter. In beiden
Fallen wird damit das nach 8§ 11 Abs. 2 EnWG zugestandene Re-
duktionspotenzial von bis zu 3 % nicht vollstandig ausgenutzt. Uber-
einstimmend wird in Ballungsgebieten, die sich lastbedingt durch
hoher dimensionierte Verteilnetze auszeichnen, Spitzenkappung in
geringerem Umfang genutzt als aul3erhalb der Ballungsgebiete.
Leichte Unterschiede zwischen den Simulationen sind im norddeut-
schen Raum, in Bayern und auch im Ruhrgebiet zu erkennen. Bei
PVA liegt die in Abbildung 2.13 dargestellte Spitzenkappung nach
der Gutachter-Methode mit einer Energiereduktion in Hohe von
0,7 % unterhalb der im NEP vorgenommen Abregelung in Héhe von
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1,2 %. Auch hier zeigen sich regional &hnliche Werte. Lediglich im
Nordosten Deutschlands unterscheiden sich die Ergebnisse leicht.
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Abbildung 2.12 Vergleich der Energiereduktion durch Spitzenkappung bei WEA auf
Netzknotenebene
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Abbildung 2.13 Vergleich der Energiereduktion durch Spitzenkappung bei PVA auf
Netzknotenebene
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Fiar den Netzplanungsprozess ist die insgesamt abgeregelte Ener-
gie entscheidend. Diese liegt mit 2,8 TWh im NEP auf einem &ahnli-
chen Niveau, wie die Ergebnisse der gutachterlichen Methode. Hier
wird die bereitgestellte Energie durch Spitzenkappung um 3,0 TWh
reduziert. Trotz leichter Unterschiede in den jeweiligen regionalen
Abregelungswerten konnte die im NEP verwendete Vorgehens-
weise nachvollzogen und als geeigneter Ansatz zur Anwendung im
Netzplanungsprozess validiert werden.

Auf Grundlage der durchgefiihrten Regionalisierung und der ermit-
telten Zeitreihen der elektrischen Last sowie der Einspeisung von
EE- und KWK-Anlagen erfolgt im NEP fir jedes Szenario eine Kraft-
werkseinsatzsimulation, in welcher der Einsatz von konventionellen
Kraftwerken und Speichern in Europa stundenscharf fur ein Pla-
nungsjahr ermittelt wird. Das hierzu im Rahmen des NEP 2025 ein-
gesetzte Optimierungsmodell wird im Folgenden kurz beschrieben.
AnschlieBend wird die Plausibilitat der Simulationsergebnisse be-
wertet, indem die NEP-Ergebnisse denen des Gutachters gegen-
Ubergestellt werden.

Wie bereits im vorangegangenen NEP 2014 wird auch im
NEP 2025 das Marktmodell ,BID3“ der Péyry Management Consul-
ting verwendet. Ziel des Modells ist es, den zur Deckung der elektri-
schen Last erforderlichen Kraftwerkseinsatz bei minimalen Erzeu-
gungskosten und unter Bericksichtigung verschiedener techni-
scher Nebenbedingungen zu bestimmen. Der im NEP skizzierte
methodische Ansatz des Optimierungsmoduls &hnelt dabei grund-
satzlich dem Modell des Gutachters. Das Optimierungsproblem ist
als gemischt-ganzzahliges lineares Programm formuliert, sodass
die direkte Berucksichtigung zeitkoppelnder Restriktionen von Kraft-
werken, in Form von Mindeststillstands- und Mindestbetriebszeiten
sowie Leistungsgradienten, erfolgen kann. Die Optimierung selbst
geschieht mit einer rollierenden Voraussicht, in dem Sinne, dass
das Betrachtungsjahr in Zeitintervalle konstanter Lange unterteilt
wird. Die einzelnen Optimierungsintervalle werden hierbei sequen-
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tiell und geschlossen, d.h. unter Verzicht auf ein Dekompositions-
verfahren, geldst. Ob eine Vorsimulation durchgefihrt wird, um di-
rekt zu Beginn des jeweiligen Betrachtungsjahres einen einge-
schwungenen Zustand zu erzeugen, ist dem NEP sowie dem Be-
gleitdokument zur Marktsimulation nicht zu entnehmen.

Grol3ere Unterschiede zwischen dem NEP-Optimierungsmodul und
dem Ansatz des Gutachters sind insbesondere bei der Formulie-
rung bzw. Umsetzung einzelner Restriktionen sowie der modell-
technischen Ausgestaltung von Einzelaspekten, bspw. der Model-
lierung von Pumpspeicherkraftwerken, zu erwarten.

Darlber hinaus sind Differenzen bei den vorgelagerten Modulen
wahrscheinlich, welche in erster Linie Eingangsdaten fir den Opti-
mierungskern bereitstellen. Zu diesen zahlen Modelle zur Ermitt-
lung von (blockscharfen) Nichtverfugbarkeiten thermischer Kraft-
werke, Modelle zur Ableitung der Must-Run-Einspeiseleistungen
von KWK-Anlagen sowie Modelle zur Bestimmung der je Marktge-
biet vorzuhaltenden Regelleistung.

Eine detaillierte Analyse der methodischen Unterschiede gestaltet
sich aufgrund der spéarlichen Dokumentation im NEP schwierig. Zur
Verbesserung der Vergleichbarkeit zwischen den verschiedenen
Marktmodellen und ihren einzelnen Modulen sind fur zuklnftige
NEP detailliertere Beschreibungen wiinschenswert.

Zudem ware fiir die Validierung der im NEP durchgefuhrten Marktsi-
mulationen aus Sicht des Gutachters die Herausgabe folgender Ein-
gangsdaten hilfreich, um zum einen die Plausibilitdt der gewéhlten
Eingangsdaten prufen und zum anderen Abweichungen zwischen
Marktsimulationsergebnissen besser analysieren zu kénnen:

e Verwendete, blockscharfe Kraftwerkslisten fir das européi-
sche Ausland

¢ Angenommene Kraftwerksparameter (z.B. Mindestzeiten,
Leistungsgradienten, Wirkungsgrade, Verfligbarkeiten, etc.)

¢ Angenommene NTC-Werte nicht nur zwischen Deutschland
und den angrenzenden Marktgebieten, sondern auch zwi-
schen den anderen européischen Landern

e Ermittelte energietragerspezifische Einspeisezeitreihen fur
das europaische Ausland anstelle von Gesamteinspeise-
zeitreihen der einzelnen Lander
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Im Rahmen des Gutachtens wurden europaische Marktsimulatio-
nen fir die B-Szenarien des NEP unter Verwendung des in Ab-
schnitt A.2.2 vorgestellten Modells durchgefuhrt. In Abstimmung mit
der BNetzA wurden hierbei jeweils flr Deutschland die Einspeise-
zeitreihen von EE- und Klein-KWK-Anlagen sowie die Lastzeitrei-
hen aus dem NEP tbernommen und als Eingangsdaten verwendet,
um einen besseren Vergleich der resultierenden konventionellen
Kraftwerkseinsatze zu ermdglichen. Die entsprechenden Zeitreihen
fur das Ausland sowie die Must-Run-Leistungen von KWK-Grof3-
kraftwerken wurden fir jedes Szenario mithilfe der vom Gutachter
eingesetzten Simulationswerkzeuge ermittelt.

Anhand des Vergleichs der Simulationsergebnisse konnten die Re-
sultate der B1-Szenarien positiv validiert werden. Sowohl fir das
Betrachtungsjahr 2025 als auch fur das Jahr 2035 wiesen die Er-
gebnisse eine hohe Ubereinstimmung in Bezug auf den deutschen
Energiemix auf. Zudem waren die jeweils flr die Szenarien ermittel-
ten Nettopositionen von Deutschland hinsichtlich des Energiehan-
dels mit dem Ausland nahezu identisch mit den im NEP ausgewie-
senen Nettopositionen.! In diesem Zusammenhang wurden auch
nur geringe Abweichungen bei den spezifischen Austauschenergie-
mengen zwischen Deutschland und seinen jeweiligen Nachbarlan-
dern festgestellt.

Mit den B2-Szenarien und dem Szenario C werden erstmals im
NEP-Prozess Szenarien mit expliziter Vorgabe zur Einhaltung ma-
ximaler CO2-Emissionsmengen in Deutschland untersucht. Die Be-
riicksichtigung dieser Vorgabe erforderte eine methodische Weiter-
entwicklung der NEP-Marktsimulation. Der im NEP 2025 gewéahlte
methodische Ansatz sieht dabei vor, ausschlieRRlich die CO,-Zertifi-
katspreise in Deutschland zu erhéhen, wodurch die Grenzkosten
der COz-emittierenden deutschen Kraftwerke im europaischen Ver-
gleich steigen. Um durch dieses Verfahren die fiir das jeweilige Sze-
nario maximal zulassige CO»-Emissionsmenge einzuhalten, aber
auch nicht deutlich zu unterschreiten, erfolgte nach Ansicht des Gut-
achters eine iterative Ausfihrung der Marktsimulation unter Anpas-
sung des CO.-Zertifikatspreises fur Deutschland. Im Gegensatz

1 Nettostromexport laut Gutachter / NEP:
B1 2025: 69,3 TWh /71,2 TWh
B1 2035: 78,6 TWh /77,4 TWh
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hierzu wurde seitens des Gutachters eine explizite Nebenbedin-
gung zur CO»-Begrenzung in die Kraftwerkseinsatzoptimierung in-
tegriert (vgl. Abschnitt A.2.2). Durch diesen Ansatz bleiben die
Grenzkosten der deutschen Kraftwerke unverandert und somit auch
ihre Merit-Order-Reihenfolge (kein Fuel-Switch).

Trotz der unterschiedlichen Modellierung, konnte der generelle Ef-
fekt bzw. die Auswirkung der CO»-Austol3begrenzung auf die
Stromerzeugung in Deutschland in den B-Szenarien bestatigt wer-
den. Als Folge der COz-Limitierung kommt es zu einem Rickgang
konventioneller Erzeugung in Deutschland und einer Verlagerung
der Erzeugung in das europdaische Ausland. Fur das Jahr 2025 be-
deutet dies, dass Deutschland von einem Nettoexporteur (B1) zu
einem Nettoimporteur (B2) wird. Dahingegen bleibt Deutschland im
Jahr 2035 Nettoexporteur, allerdings auf einem deutlich niedrigeren
Niveau als ohne CO;-Emissionsbegrenzung.

Allerdings weichen die vom Gutachter ermittelte Hohe des deut-
schen Handelssaldos und die technologiespezifischen Erzeugungs-
mengen des deutschen Kraftwerksparks in den B2-Szenarien deut-
lich starker von den im NEP ausgewiesenen Werten ab als in den
B1-Szenarien. Zur Veranschaulichung der Differenzen sind in Ab-
bildung 2.14 die ermittelten Energiemengen in Deutschland denen
der NEP-Marktsimulation exemplarisch fir das Szenario B2 2025
gegenubergestellt.

Gutachter

®m PSW-Entnahme
ELast inkl. NV
mPSW-Einspeisung
B Importe-Exporte
BEE

@ Laufwasser
mKWK <10 MW
Osonst. Konv.
ufe]]

OGas

O Steinkohle

@ Braunkohle

Erzeugung  Verbrauch

Erzeugung  Verbrauch

Vergleich der Energiemengen fir das Szenario B2 2025




Validierung zur Ableitung der Versorgungsaufgabe

Wie zu erkennen ist, weichen in erster Linie die jeweils ermittelten
Erzeugungsmengen von Steinkohlekraftwerken signifikant vonei-
nander ab. Die insgesamt im Rahmen der Gutachter-Marktsimula-
tion ermittelte Mehrerzeugung der konventionellen Kraftwerke sorgt
dafur, dass der Nettoimport von Deutschland im Vergleich geringer
ausfallt als bei der NEP-Berechnung. Beide Kraftwerkseinsatze ver-
ursachen jeweils einen CO»-Ausstol3 von ca. 187 Mio. t und halten
somit das fur das Szenario vorgegebene CO,-Emissionsziel ein.?

In Abbildung 2.15 sind die mit der Marktsimulation des Gutachters
fur das Szenario B2 2025 ermittelten Austauschenergiemengen
zwischen Deutschland und seinen Nachbarléandern denen der NEP-
Simulation gegenibergestellt. Aus der Abbildung wird ersichtlich,
dass Deutschland in der Simulation des Gutachters weniger elektri-
sche Energie aus Skandinavien, insbesondere aus Danemark, im-
portiert. Zudem ist der Export von Deutschland nach Osterreich ge-
ringer, wodurch in Summe ein Nettoimport aus Osterreich vorliegt,
wahrend sich aus der NEP-Berechnung ein Nettoexport nach Os-
terreich ergibt.

Die Abweichungen in den Marktsimulationsergebnissen sind nach
Ansicht des Gutachters in erster Linie auf die oben erlauterten ver-
schiedenen Ansatze zur Modellierung der CO;-Limitierung in der
Marktsimulation zurtickzufiihren. Diese Einschatzung resultiert aus
der Tatsache, dass sich die B1- und die B2-Szenarien ausschliel3-
lich hinsichtlich der Begrenzung des CO»-Ausstol3es in Deutschland
unterscheiden und die Differenzen zwischen den Ergebnissen der
B1-Simulationen deutlich geringer ausfielen.

2 Um auszuschlie3en, dass die unterschiedlichen Marktsimulationsergeb-
nisse nicht durch die Methodik, sondern aus unterschiedlich angenomme-
nen Kraftwerkswirkungsgraden resultieren, wurde der CO2-Ausstol3 des
NEP-Kraftwerkseinsatzes seitens des Gutachters mit den eigens ange-
nommenen Kraftwerkswirkungsgraden tberpruft.
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Abbildung 2.15 Vergleich der Austauschenergiemengen (in TWh) zwischen
Deutschland und seinen Nachbarlandern fir das Szenario B2 2025
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3 Validierung zur Be-
stimmung des Netz-
ausbaubedarfs

Im Anschluss an die Marktsimulation analysieren die UBN im Rah-
men der Netzsimulation etwaige Schwachstellen des Ubertragungs-
netzes hinsichtlich der resultierenden Transportaufgabe und be-
stimmen den folglich notwendigen Netzausbaubedarf. Die hierbei
verwendeten Verfahren und Modelle werden im Folgenden zu-
nachst kurz vorgestellt und bewertet. Anschlie3end werden einige
Annahmen und Methoden der angewandten Netzsimulation kritisch
diskutiert. Daruber hinaus werden die vorgeschlagenen Kriterien
der UNB zur objektiven Bewertung identifizierter Ausbaumafnah-
men erdrtert und eigene Kriterien vorgeschlagen.

Zusammenfassung der Kernergebnisse

e Der notwendige Netzausbaubedarf wird auf Basis

methodisch fundierter, detaillierter Netzanalysen er
mittelt. Positiv hervorzuheben ist die Anwendung des
ausbauminimierenden NOVA Prinzips bei der Festle-
gung planerischer HandlungsmafRnahmen.

Einige Annahmen und methodische Vorgehen im
Rahmen der Netzsimulation sind zu hinterfragen, ins-
besondere solche, die mal3geblichen Einfluss auf die
berechnete Netzbelastung haben kdnnen. Hierunter
fallen vor allem das Regelungskonzept der geplanten
innerdeutschen HGU Systeme, bei dem die resultie-
renden HGU Betriebspunkte wesentlich von manuell
zu wahlenden Parametern abhéangen, die Modellie-
rung fiktiver Elemente zur Bereitstellung der notwen
digen Blindleistung sowie die vereinfachte Berick-
sichtigung des FLM, durch welche das theoretische
Belastungspotenzial der Freileitungen nicht vollstan

dig ausgenutzt wird.
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o Die Dokumentation der Netzsimulation im NEP sowie
in den Begleitdokumenten ist zum Teil unvollstandig.
Folglich sind die Beweggriinde fir die fraglichen As-
pekte nicht ersichtlich.

Die vorgeschlagenen Bewertungskriterien der UNB
erlauben eine objektive Beurteilung von Netzverstar

kungs und Netzausbaumalnahmen aus verschiede-
nen Perspektiven. Der Gutachter hat jedoch Verbes-
serungspotenzial hinsichtlich der Ausgestaltung eini
ger Kriterien festgestellt und stellt in diesem Zusam-
menhang Weiterentwicklungen vor.

3.1 Systematisches Vorgehen im NEP

In diesem Unterkapitel wird das Vorgehen der UNB bei der Bestim-
mung notwendiger Netzverstarkungs- und Netzausbaumaflnahmen
sowie die hierbei verwendeten Grundséatze, Konzepte und Modelle
zusammengefasst sowie abschliel3end kurz bewertet.

Vorgehen im NEP

In [7] definieren die UNB die Grundsatze fur die Planung des deut-
schen Ubertragungsnetzes. Hieraus geht als wesentlicher Grund-
satz der Ausbauplanung im Rahmen des NEP hervor, dass die
Netzsicherheit auch im (n-1)-Fall, also bei betriebsbedingter Ab-
schaltung oder fehlerbedingtem Ausfall eines beliebigen Betriebs-
mittels des Netzes, weiterhin jederzeit gewdahrleistet sein muss.
Dies umfasst im Kern die Vermeidung dauerhafter Grenzwertverlet-
zungen bezuglich der Spannungsbénder im Netz sowie der strom-
bedingten thermischen Betriebsmittelbeanspruchungen.

Im NEP wird zur Analyse der Netzsicherheit vor allem das Verfahren
der Leistungsflussberechnung eingesetzt. Dieses ermittelt die Kno-
tenspannungen und Leistungs- bzw. Stromflisse im Netz zu einem
gegebenen Zeitpunkt in Abhangigkeit der Erzeugung und des Ver-
brauchs an jedem Netzknoten. Um die Gewahrleistung der Netzsi-
cherheit im (n-1)-Fall zu Uberprifen, werden die Leistungsflisse
und die Spannungsbander im Netz bei Ausfall einzelner Betriebs-
mittel des Netzes bestimmt und mit den Grenzwerten verglichen.
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Die dabei untersuchten Zeitpunkte bzw. Netznutzungsfélle resultie-
ren aus der Marktsimulation, sodass das Planungsjahr im Rahmen
der Netzsimulation in 8.760 stationare Zusténde unterteilt wird.

Werden die Grenzwerte im Jahresverlauf nicht eingehalten, werden
alternative planerische HandlungsmafRnahmen unter Anwendung
des NOVA-Prinzips evaluiert. Das NOVA-Prinzip (,Netzoptimierung
vor Netzverstarkung vor Netzausbau“) sieht vor, den tatsachlich not-
wendigen Ausbau des Netzes zu minimieren. Daher werden zur Be-
hebung von Engpassen zunéchst netzbezogene Optimierungsmali-
nahmen, anschlieBend die Verstarkung der bestehenden Netzinfra-
struktur und erst als letztes Mittel der Neubau von Netzinfrastruktu-
ren, z.B. die Errichtung neuer Leitungstrassen, in Betracht gezogen.
Netzbezogene OptimierungsmalRnahmen umfassen dabei zum ei-
nen die Leistungsflussteuerung durch die Wahl eines geeigneten
Normalschaltzustands des Ubertragungsnetzes sowie geeigneter
Fahrweisen steuerbarer Betriebsmittel wie HGU-Systemen und
PST, und zum anderen der Einsatz von FLM zur Berlicksichtigung
witterungsbedingt erhdhter Stromtragfahigkeiten von Freileitungen.
Nicht beruicksichtigt werden Anderungen des Schaltzustands in ein-
zelnen Netznutzungsfallen sowie Eingriffe in den Markt wie der Re-
dispatch von Kraftwerken oder das Einspeisemanagement von EE-
Anlagen, da diese MaRnahmen von den UNB korrekterweise als
kurzfristig wirkende praventive bzw. kurative Ma3nahmen des Netz-
betriebs aufgefasst werden.

Durch iterative Uberpriifung der Netzsicherheit bei Modifikation des
Netzes durch die bestimmten Netzausbau-, -verstarkungs- und -op-
timierungsmalRnahmen wird als Ergebnis der Netzausbauplanung
das Zielnetz entwickelt, welches die Versorgungsaufgabe sicher ge-
mal den aufgestellten Planungsgrundsatzen erfillen kénnen soll.
Um den Rechenaufwand zu reduzieren, werden in diesem Prozess
nur diejenigen Netznutzungsfalle berlcksichtigt, in denen das Netz
besonders stark belastet ist und die somit den Ausbaubedarf des
Netzes maRRgeblich bestimmen.

Fur die Netzsimulation setzen die UNB die Netzberechnungssoft-
ware INTEGRAL der FGH GmbH ein, in welcher ein Netzmodell als
Grundlage der Untersuchungen vorliegt. Das Modell stellt detailliert
den kontinentaleuropaischen Synchronverbund dar. Das deutsche
Ubertragungsnetz sowie die direkt an das Ubertragungsnetz ange-
schlossenen Netzteilnehmer sind realitatsgetreu dargestellt. D.h.
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Schaltanlagen, Leitungen, Transformatoren, Kraftwerksblocke, etc.
sind als Einzelelemente mit all denjenigen Parametern modelliert,
die fur die Berechnungen notwendig sind. Die unterlagerte 110-kV-
Netzebene wird ebenfalls, teilweise in Ersatzdarstellung, berlck-
sichtigt. Die in der Marktsimulation ermittelten Einspeisezeitreihen
der einzelnen Kraftwerksblocke und die regionale EE-Erzeugung
konnen ebenso wie die regionalen Lastzeitreihen entsprechenden
Elementen im Netzmodell zugewiesen werden. Die Betriebsmittel
des synchron verbundenen auslandischen Netzbereichs sind mit
anndhernd gleicher Detailtiefe wie im deutschen Netzbereich mo-
delliert. Dagegen sind die in der Marktsimulation bertcksichtigten
Einzelanlagen (z.B. Kraftwerke, regionale EE) der auslandischen
Marktgebiete nicht im Netzmodell dargestellt. Stattdessen sind pro
Land mehrere Ersatzelemente modelliert, auf die die zeitpunkt-
scharfe Gesamteinspeisung und -last des jeweiligen Landes Uber
einen festen Partizipationsschliissel aufgeteilt werden. Handels-
flisse aus nicht synchron verbundenen Marktbereichen werden an
ihren Verknipfungspunkten im Synchronverbund berucksichtigt.

Das Netzmodell sowie die einzelnen im NEP vorgeschlagenen
Netzausbaumalinahmen wurden dem Gutachter und der BNetzA
von Seiten der UNB im INTEGRAL-Format zur Verfiigung gestellt.
Die Daten konnten ohne Informationsverlust in die genutzte Simu-
lationsumgebung des Gutachters importiert werden.

Insgesamt sind Methodik und Datengrundlage zur Bestimmung des
Netzausbaubedarfs infolge der durch den Szenariorahmen definier-
ten Versorgungsaufgabe schlissig und geeignet. Die durchgeflihrte
Netzsimulation erlaubt prinzipiell eine angemessene Uberpriifung
der geltenden Planungsgrundsatze, jedoch sieht der Gutachter hin-
sichtlich einiger Aspekte der Netzsimulation Anderungsbedarf, wie
im folgenden Unterkapitel diskutiert wird. Bei der Bestimmung not-
wendiger planerischer Handlungsmafnahmen werden Optimie-
rungs- und Verstarkungsmaflnahmen erwogen, um den Neubau
von Netzinfrastrukturen moglichst zu vermeiden. Das den Untersu-
chungen zugrunde liegende Netzmodell bildet in adaquater Weise
das deutsche Ubertragungsnetz und die restlichen relevanten Be-
standteile des Energiesystems ab.
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Die im NEP eingesetzte Netzsimulation der UNB wurde anhand der
diesbezlglichen methodischen Ansatze der vom Gutachter verwen-
deten Netzsimulationsumgebung (vgl. Kapitel A) validiert. Bei der
Validierung wurden hinsichtlich einiger Aspekte der NEP-Netzsimu-
lation Verbesserungspotenziale sowie alternative methodische An-
satze festgestellt. Diese Aspekte kdnnen die simulierte Netzbelas-
tung mafR3geblich beeinflussen, welche wiederum grundlegend den
notwendigen Netzausbaubedarf bestimmt. Daher werden diese As-
pekte im Folgenden qualitativ diskutiert. Eine quantitative Untersu-
chung des jeweiligen Einflusses auf die Netzbelastung fand im Rah-
men der gutachterlichen Tatigkeit nicht statt.

Die Leistungsflisse im Drehstromnetz konnen durch die Wahl der
Betriebspunkte steuerbarer Netzbetriebsmittel, wie HGU-Systeme
und PST, sowie die Wahl des Netzschaltzustands erheblich beein-
flusst werden. Folglich sind die hier gewahlten Steuerkonzepte im
Rahmen von Netzanalysen von besonderer Bedeutung. Vorab ist
festzuhalten, dass der Gutachter eine ausfiihrlichere Dokumenta-
tion der verwendeten Steuerkonzepte in den zukinftigen NEP emp-
fiehlt. Momentan wird zwar auf ihre Bedeutung fir die Netzsimula-
tion hingewiesen, wie die Berlicksichtigung dieser Aspekte als netz-
optimierende Maflinahmen des NOVA-Prinzips belegt. Jedoch wird
weder im NEP noch in den Begleitdokumenten beschrieben, welche
expliziten Zielstellungen hierbei in der Netzsimulation verfolgt wer-
den und insbesondere nicht, mit welchen Verfahren diese Zielstel-
lungen erreicht werden.

Die Wirkleistung, die tiber eine HGU-Verbindung transportiert wird,
kann innerhalb der technischen Grenzen des HGU-Systems belie-
big eingestellt werden. Die im NEP geplanten innerdeutschen HGU-
Verbindungen sollen dazu genutzt werden, das regionale Ungleich-
gewicht von Erzeugung und Verbrauch durch den Transport der
Leistung Uber lange Strecken, vornehmlich aus dem windstarken
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Norden in den verbrauchsstarken Sidden, auszugleichen. Zu die-
sem Zweck setzen die UNB zur Bestimmung der wirkleistungsbe-
zogenen Arbeitspunkte der HGU-Verbindungen die Spannungswin-
keldifferenzregelung ein. Bei dieser ergibt sich der Arbeitspunkt ei-
ner HGU-Leitung aus der Multiplikation der Differenz der Span-
nungswinkel ihrer Anschlussknoten im Drehstromnetz mit einem
Proportionalitatsfaktor. Dabei werden die Spannungswinkel zu-
nachst durch eine Leistungsflussrechnung bei Neutralstellung der
HGU-Leitungen (keine Wirkleistungsiibertragung) bestimmt.

Prinzipiell ist dieses Verfahren zielfihrend, da sich so ein Leistungs-
transport vom erzeugungsstarkeren Knoten (mit ,voreilendem®
Spannungswinkel) zum erzeugungsschwacheren Knoten (mit
»hacheilendem*“ Spannungswinkel) einstellt. Jedoch ist die Trans-
porthéhe beliebig durch den manuell zu wahlenden Proportionali-
tatsfaktor regelbar. Die Vorgehensweise der UNB zur Bestimmung
der Faktoren fiir die einzelnen HGU-Verbindungen ist nicht bekannt.
Zudem ist eine Neuparametrierung dieser Faktoren bei jeder we-
sentlichen Veranderung im Netz notwendig. In diesem Zusammen-
hang ist von Nachteil, dass das Verfahren die kollektive Wirkung
aller derart geregelten HGU-Systeme nicht implizit beriicksichtigen
kann.

Alternativ. zum  Spannungswinkeldifferenz-Regelungsverfahren
wurde seitens des Gutachters ein Verfahren eingesetzt, bei dem die
Wirkleistungsbetriebspunkte interner HGU-Systeme mithilfe eines
,LOptimal Power Flow“-(OPF)-Verfahrens bestimmt werden (vgl. Ab-
schnitt A.2.3). Hierbei wird explizit durch die Zielfunktion des formu-
lierten Optimierungsproblems die Zielstellung verfolgt, das Dreh-
stromnetz, insbesondere weitrdumige Drehstromkorridore, zu ent-
lasten.

Durch Anpassung der Stufenstellerpositionen von Phasenschieber-
bzw. querregelbaren Transformatoren kénnen die Wirkleistungs-
flisse im Netz ebenfalls beeinflusst werden. In der Regel sind diese
Betriebsmittel an Grenzkuppelstellen im Netz installiert und verhin-
dern hier ungewollte Ring- und Transitflisse durch benachbarte
Netzgebiete. Dementsprechend werden sie in der Netzsimulation
des NEP mit der Zielstellung eingesetzt, die physikalischen Flisse
im Netz an die Handelsflisse zwischen den Marktgebieten anzu-
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gleichen. Hierfur werden vorab zur Netzsimulation die Stufensteller-
positionen mithilfe einer Optimierung bestimmt. Die genaue Ausge-
staltung dieses Verfahrens ist jedoch nicht bekannt. Vom Gutachter
wird die gleiche Zielstellung mithilfe eines weiteren OPF-Modells
verfolgt (vgl. Abschnitt A.2.3).

Der Schaltzustand bestimmt die Topologie des Netzes und beein-
flusst somit entscheidend den Leistungsfluss. Fur die Netzsimula-
tion legen die UNB pro Szenario einen Netznormalschaltzustand in
Abhangigkeit der zu beherrschenden Ubertragungsaufgabe des
Szenarios fest. Gemal dem NOVA-Prinzip soll hierdurch das be-
stehende Netz optimal ausgenutzt werden. Der Normalschaltzu-
stand wird in den einzelnen Netznutzungsfallen nicht zur Auflésung
von Engpassen angepasst, da Schalthandlungen der Netzbetriebs-
fuhrung vorbehalten sind. Dieses Vorgehen wird vom Gutachter be-
furwortet, jedoch sind die genaue Zielstellung und die Umsetzung
des Verfahrens zur Bestimmung des jeweiligen Normalschaltzu-
stands nicht bekannt und sollten daher zukinftig transparent doku-
mentiert werden.

Exakte Analysen der Netzbelastung erfordern eine hohe Modellie-
rungsgute aller einflussnehmenden Faktoren. Generell ist eine sol-
che Modellierungsgiite fiir die Netzsimulation der UNB gegeben.
Dennoch kdnnten nach Ansicht des Gutachters drei wesentliche As-
pekte, das FLM, die Erzeugungs- und Lastverteilung im Ausland so-
wie die notwendige Blindleistungsbereitstellung, genauer modelliert
werden.

Zur Bertcksichtigung witterungsabhangiger Stromtragféahigkeiten
von Freileitungen teilen die UNB Deutschland zun&chst regional in
drei Zonen ein (vgl. Abbildung 3.1). Abhangig von der jeweiligen
Zone, in der die Freileitungen verlaufen, wird in Situationen hoher
Windeinspeisung eine bezogen auf den Leiterseilnennstrom maxi-
male Auslastung von 150 % (nérdliche Zone), 130 % (mittlere Zone)
und 110 % (stdliche Zone) sowie von 140 %, 120 % und 105 % in
Situationen mittlerer Windeinspeisung zugelassen. Ausnahmen gel-
ten fur Leitungen, die bspw. aufgrund der Mast- oder Fundament-
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konstruktion eine niedrigere maximale Strombegrenzung aufwei-
sen. Zudem wird aus Griinden der dynamischen Stabilitat ein maxi-
maler Grenzstrom von 3.600 A zugelassen. Nach den UNB sind Si-
tuationen hoher Windeinspeisung durch eine zeitgleiche Einspei-
sung aller WEA in der ndrdlichen und mittleren Zone von mindes-
tens 80 % ihrer Nennleistung gekennzeichnet. Fir Situationen mitt-
lerer Windeinspeisung gilt der Bereich zwischen 50 % und 80 %.

POLEN

TSCHECHIEN

FRANKREICH

SCHWEIZ

Abbildung 3.1 Maximale relative Stromtragfahigkeit von Freileitungen durch den
Einsatz von FLM nach der Methode des NEP [7]

Somit wird Uber die Einspeisung von WEA sowie die zonale Lage
der Freileitungen indirekt auf die Windverhaltnisse geschlossen, die
mafRgeblich fur die Kuhlung der Leiterseile und somit das Belas-
tungspotenzial sind. Diese indirekte Vorgehensweise kann zu Un-
genauigkeiten im Hinblick auf die exakten Windverhéltnisse entlang
der Leitungstrassen fuihren. Folglich kénnte das tatsachliche Belas-
tungspotenzial von Freileitungen sowohl unter- als auch Uber-
schatzt werden. Zudem ist nicht objektiv nachvollziehbar, wie und
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warum die Grenzwerte fir die maximalen Belastungen in den ein-
zelnen Zonen sowie die Indikatoren fur die verschiedenen Einspei-
sesituationen gewahlt wurden. Aus Sicht des Gutachters erscheint
der gewahlte Ansatz eher konservativ, insbhesondere in der stdli-
chen Zone wird das volle Potenzial durch FLM nicht ausgenutzt. Es
ist zu mutmafen, dass durch dieses Vorgehen Sicherheitsreserven
fur den Netzbetrieb eingeplant werden. Falls dies zutrifft, ist eine
nachvollziehbare Modellierung solcher Uberlegungen in der Metho-
dik jedoch unumganglich.

Unabhéngig davon sieht der Gutachter die Notwendigkeit einer Ver-
besserung der Methodik, sollte das FLM in der Netzausbauplanung
weiter bericksichtigt werden. Eine genauere Alternative stellt bspw.
die direkte Berechnung der Stromtragféhigkeiten von Freileitungen
in Abhangigkeit der lagegenauen Winddaten dar, welche ohnehin
bereits bei der Ermittlung der Einspeisezeitreihen von WEA verwen-
det werden. In Abschnitt A.2.4 wird eine solche Modellierung vorge-
stellt.

Im NEP und in den Planungsgrundsétzen wird die Gewabhrleistung
zulassiger Spannungsbander im Netz als eines der Hauptkriterien
bei der Analyse der Netzsicherheit definiert. Damit diese innerhalb
der definierten zulassigen Grenzen liegen, ist ein ausgeglichener
Blindleistungshaushalt im Netz erforderlich. Im Netzmodell sind als
Blindleistungssenken Lastelemente mit einem festen cos ¢;,,4 Mo-
delliert. Zudem kann das Drehstromnetz selbst, je nach Belastungs-
zustand, als Blindleistungssenke oder -quelle auftreten. Die Blind-
leistungsbereitstellung erfolgt durch konventionelle Erzeugungsein-
heiten, Umrichter der HGU-Systeme und Blindleistungskompensa-
tionsanlagen, jedoch sind an vielen Netzknoten auch Spannungs-
guellen modelliert, die sowohl induktiv als auch kapazitiv unbe-
grenzt Blindleistung bereitstellen kénnen.

Fir diese Elemente konnen im NEP keine physischen Entsprechun-
gen gefunden werden. Da sie jedoch aktiv in den Blindleistungs-
haushalt eingreifen, ist fraglich, ob die Modellierung tberhaupt
Ruckschliisse in Hinsicht auf das diskutierte Planungskriterium er-
laubt. Es ist anzunehmen, dass mit dieser Vorgehensweise Konver-
genzprobleme bei den Leistungsflussberechnungen vermieden
werden, um den Planungsprozess zu vereinfachen. In diesem Zu-
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sammenhang ist zu beachten, dass Spannungsprobleme im Ge-
gensatz zu weitraumigen Engpéassen im Netz eher durch lokale
(Punkt-)MaRRnahmen behoben werden kénnen. Dennoch besteht
hier ein Widerspruch zwischen dem Vorgehen, welches im NEP und
den Begleitdokumenten beschrieben wird, und dem tatséchlich an-
gewandten Vorgehen.

Wie bereits in Unterkapitel 3.1 beschrieben, werden die in der
Marktsimulation bestimmten Einspeise- und Lastzeitreihen der aus-
landischen Marktgebiete nicht verursachungsgerecht entsprechen-
den Elementen im Netzmodell fur bspw. einzelne Kraftwerke oder
die regionale EE-Erzeugung zugewiesen. Stattdessen werden mit
einem festen Schliissel Gesamterzeugung und -verbrauch der
Marktgebiete auf Ersatzelemente im Netzmodell aufgeteilt. Auf
Nachfrage wurde dies von den UNB damit begriindet, dass im Rah-
men des internationalen Informationsaustauschs Daten uber den
Zu- und Abbau von Kraftwerken im Ausland nur mit erheblichen Un-
sicherheiten und Uber die Einspeisung aus unterlagerten Span-
nungsebenen gar nicht oder nur teilweise vorhanden seien. Folglich
reprasentierten die Ersatzelemente nur bekannte zukinftige Kraft-
werke und Lastzentren als auch aus heutiger Sicht fehlende Erzeu-
gungseinheiten, welche fir ein robustes Konvergenzverhalten des
auslandischen Netzbereichs flachendeckend an gut vermaschten
Netzknoten eingefugt seien. Auch wenn Untersuchungen des aus-
landischen Netzbereichs somit nicht mdglich seien, sei die gewéhlte
Modellierung im Rahmen des NEP mit Fokus auf die Planung des
deutschen Netzes sachgerecht, weil die Handelssaldi der benach-
barten Marktgebiete in der Netzsimulation fir jede Stunde berick-
sichtigt wiirden. Dieser Standpunkt ist nachvollziehbar, jedoch ver-
nachlassigt er, dass die genauen Auslastungen der Grenzkuppellei-
tungen, insbesondere im Falle von mehreren Grenziibergéngen,
verzerrt werden. In welchem Malf3e ist allerdings unbekannt.
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Die Identifizierung zielgerichteter Netzverstarkungs- und Netzaus-
baumalRnahmen zur nachhaltigen Bewaltigung der Versorgungs-
aufgabe ist aufgrund der vielfaltigen Einflisse in den vorgehenden
Schritten des gesamten Planungsprozesses sowie weiterer Rah-
menbedingungen wie der gesellschaftlichen Akzeptanz des Netz-
ausbaus hochkomplex. Ohne die Anwendung nachvollziehbarer,
mathematischer Kriterien, anhand derer der Nutzen der gefundenen
Lésungen objektiv festgestellt werden kann, besteht die Gefahr ei-
ner nicht sachgerechten Beurteilung der einzelnen MalRnahmen,
was sowohl zu einem zu langsamen als auch zu einem tberdimen-
sionierten Netzausbau fuhren kdnnte.

Vor diesem Hintergrund werden in diesem Unterkapitel zun&chst
verschiedene Bewertungskriterien diskutiert, deren Anwendung im
Rahmen des NEP-Prozesses bereits erfolgt oder deren Anwendung
fur zukinftige NEP vorgesehen ist bzw. vorgeschlagen wird. Im An-
schluss werden verschiedene Netzkennzahlen und darauf aufbau-
ende Bewertungskriterien des Gutachters vorgestellt, die eine Wei-
terentwicklung der diskutierten techno-6konomischen Kriterien dar-
stellen.

Nachfolgend werden verschiedene Kriterien zur Bewertung und
Priifung von Netzausbauprojekten der BNetzA, der UNB sowie des
Gutachters des NEP 2014 (BET) diskutiert.

Im Rahmen der Prifung des NEP fuhrt die BNetzA eine individuelle
Bewertung der einzelnen Netzverstarkungs- und Netzausbaumal3-
nahmen durch und stellt somit ihre energiewirtschaftliche Notwen-
digkeit fest. Die Bewertung erfolgt anhand der Prifkriterien ,\Wirk-
samkeit”, ,Erforderlichkeit“ und ,sonstige Erwagungen* (vgl. [8]-[9]),
die im Folgenden kurz erlautert werden.
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Die Wirksamkeit (,100 %-Kriterium®) einer MaRnahme ist gegeben,
wenn der (n-1)-sichere Betrieb des Ubertragungsnetzes nur mit Um-
setzung dieser MalRnahme gewahrleistet werden kann. Zur Prifung
des Kriteriums wird ein Vorgehen analog zur sog. TOOT-Methode
(Take Out One at the Time) der ENTSO-E angewandt, d.h. es wer-
den zunachst Leistungsflussrechnungen im Netzgrundzustand und
den (n-1)-Situationen fur alle Netznutzungsfalle des Betrachtungs-
jahres mit dem Zielnetz ohne Berticksichtigung der jeweiligen Mal3-
nahme durchgefihrt. Hierbei wird die Wirksamkeit bzw. Notwendig-
keit der jeweiligen MaRnahme bereits ausgeschlossen, falls keine
Betriebsmitteliberlastungen in dem von der Malnahme betroffenen
Netzgebiet vorhanden sind, da der (n-1)-sichere Betrieb des Netzes
somit auch ohne ihre Umsetzung maglich ist. Falls Uberlastungen
existieren, werden die Berechnungen unter Hinzunahme der Mal3-
nahme erneut durchgefiihrt und es wird tGberprift, ob hierdurch zu-
mindest ein Engpass in einem Netznutzungsfall behoben wird.
Wenn dies der Fall ist, wird die Wirksamkeit der MaRnahme festge-
stellt.

Darlber hinaus sind Mal3nahmen im Sinne des Kriteriums ebenfalls
dann wirksam, wenn sie einer der folgenden drei sonstigen Erwa-
gungen genligen:

e Erbringung eines energiewirtschaftlichen Nutzens (nach
Ten-Year Network Development Plan, kurz: TYNDP) auf-
grund einer Erhéhung der Grenzkuppelkapazitat zwischen
Deutschland und den angrenzenden Marktgebieten

e Begrenzung von Ringfliissen, welche auslandische Netze
belasten

o Auflésung von Engpdassen in der Verteilnetzebene, welche
ansonsten nur mit erheblichen Aufwand behoben werden
konnten

Die Erforderlichkeit (,20 %-Kriterium®) einer MaRhahme ist gege-
ben, wenn die im Rahmen der MaRnahme verstarkten bzw. hinzu-
gefligten Netzbetriebsmittel Uber eine Mindestauslastung im Pla-
nungsjahr verfligen, d.h. konkret in mindestens einer Stunde des
Betrachtungszeitraums im (n-0)-Fall zu 20 % oder mehr ausgelastet
werden. Zur Prifung des Kriteriums werden Leistungsflussrechnun-
gen mit dem vollstandigen Zielnetz im Netzgrundzustand fiur alle
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Netznutzungsfélle des Jahres durchgefuihrt. Anhand der resultieren-
den Auslastungen der Netzbetriebsmittel wird die Einhaltung des
Kriteriums festgestellt.

In [10] stellen die UNB fiinf Bewertungskriterien vor, anhand derer
die im NEP identifizierten Netzverstarkungs- und Netzausbaumalf3-
nahmen hinsichtlich ihrer Wirkung charakterisiert werden kénnen.
Ziel ist es, mithilfe dieser Kriterien die Wirksamkeit und den Nutzen
der MaRnahmen aus unterschiedlichen Perspektiven objektiv zu er-
messen und somit eine Grundlage fur die Identifizierung von vor-
rangig umzusetzenden Mafl3nahmen, sog. Vorzugsmafinahmen, zu
schaffen. Die Kriterien wurden dabei in erster Linie zur Bewertung
innerdeutscher MaRhahmen konzipiert, deren technische Notwen-
digkeit bereits im Rahmen von (n-1)-Analysen durch die UNB fest-
gestellt wurde.

Das Kriterium ,Transportaufgabe: Ausfalle / Uberlastungen® misst
die Wirksamkeit einer Mal3Bnahme bezuglich ihres Beitrages zur Ge-
wahrleistung der Netzsicherheit. Hierbei wird entsprechend der
TOOT-Methode die Bedeutung der jeweiligen Malinahme fir das
vollsténdig ausgebaute Zielnetz bewertet, indem fur alle Netznut-
zungsfalle des Betrachtungsjahres (n-1)-Berechnungen fir das
Zielnetz sowohl mit als auch ohne Beriicksichtigung der betrachte-
ten MalRnahme durchgefuhrt werden. Anhand der vergleichenden
Berechnungen wird zum einen die Anzahl an (n-1)-Uberlastfallen
bestimmt, die durch die jeweilige MalRnahme verhindert werden.
Zum anderen wird das Ausmalfd der Entlastungen, die durch die je-
weilige Mallnahme erzielt wird, als sog. ,Score“ mittels folgender
Formel ermittelt (vgl. [10]):

Anzahl Anzahl
Zweige Ausfallelemente 8760

Score = Z Z Z [(ai.jrt)(m_l) a (ai'f't)(m)] ’
i=1 j=1 t=1

\v (ai,j,t)(m_l) > 100% VA (ai’j,t)(m) < 100%

mit:

e q;;;. prozentuale Auslastung des Zweigs i bei Ausfall
eines Stromkreises des Zweigs j zum Zeitpunkt t [%0]

e m — 1: Zielnetz ohne jeweilige MaRnahme

e m: vollstandiges Zielnetz
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Dabei geht die Entlastung eines Zweiges nur dann in den Score der
MalRnahme ein, wenn der jeweilige Zweig ohne Beriicksichtigung
der jeweiligen MaRRnahme (iberlastet ist und diese Uberlastung
durch Hinzunahme der MalBhahme aufgelost wird.

Anhand der Kriterien ,Vermiedener Redispatch® und ,Vermiedenes
EE-Einspeisemanagement wird die Wirksamkeit von Netzverstar-
kungs- und NetzausbaumafRnahmen hinsichtlich der eingesparten
Redispatch- und EE-Abregelungsmenge bewertet. Zur Berechnung
dieser Kriterien werden Engpassmanagementsimulationen fir das
Ausgangsnetz sowohl mit als auch ohne Berlcksichtigung der je-
weils betrachteten MalRnahme durchgefiihrt (sog. PINT-Methode
(Put IN one at the Time)). Hierbei werden die jeweiligen zur Gewahr-
leistung der Netzsicherheit notwendigen Redispatchmengen kon-
ventioneller Erzeuger und Speicher sowie der jeweilig notwendige
Umfang des EE-Einspeisemanagements ermittelt. Die durch die je-
weilige Malinahme vermiedene Redispatchmenge und das unter-
bliebene Einspeisemanagement von EE-Anlagen ergeben sich
dann durch Differenzbildung zwischen den Ergebnissen der Refe-
renzsimulation (Ausgangsnetz ohne MalRnahme) und den Simulati-
onsergebnissen mit der jeweiligen Malihahme. Um bei diesen Kri-
terien auch die Wechselwirkungen zwischen den einzelnen Mal3-
nahmen abzubilden, wird von den UNB ein iteratives Verfahren an-
gewandt. Dieses sieht vor, zunachst jede Mal3hahme entsprechend
des obigen Vorgehens zu bewerten. Die n Malinahmen, die hin-
sichtlich der Vermeidung von Redispatch und EE-Einspeisema-
nagement den gréf3ten Effekt erzielen, werden anschlieBend dem
Ausgangsnetz hinzugefugt. Auf Grundlage des neuen Netzausbau-
zustands werden dann in einem nachsten Iterationsschritt erneut
die Ubrigen MalRnahmen bewertet und die n wirksamsten Mal3nah-
men in das Netz Gbernommen. Dieses Verfahren wird solange wie-
derholt, bis schlief3lich alle Mal3nhahmen zugebaut sind.

Anhand des Kriteriums ,Planungsrobustheit werden Malinahmen
hinsichtlich ihrer Robustheit gegenuber veranderten energiewirt-
schaftlichen Rahmenbedingungen bewertet. Hierzu wird gezahlt,
wie oft die jeweilige MalRnahme in allen bisherigen NEP seitens der
UNB als notwendig identifiziert wurde. Dieser Vorgehensweise liegt
die Annahme zugrunde, dass die verschiedenen Szenarien der
NEP mdgliche zukiinftige Entwicklungen der energiewirtschaftli-
chen Rahmenbedingungen weitestgehend abdecken.
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Die bisher vorgestellten Kriterien erlauben eine Beurteilung der
Malnahmen in Abhangigkeit der untersuchten Szenarien. Dahinge-
gen erfolgt durch das Kriterium ,NOVA" eine szenariounabhangige
Bewertung hinsichtlich des Umsetzungsaufwands der Netzausbau-
projekte. Entsprechend des NOVA-Prinzips werden hierbei Netz-
verstarkungsmalRnahmen positiver bewertet als Netzausbaumalf3-
nahmen. Bei Letzteren wird nochmals zwischen Neubauten von Lei-
tungen in bestehender und Neubauten von Leitungen in neuer
Trasse unterschieden.

Im Rahmen des NEMO [V-Gutachtens [11] wurde seitens BET der
sog. ,Uberlastungsindex‘ vorgestellt. Hierbei handelt es sich um
eine (quantitative) Netzkennzahl, die die gesamte Uberlastung ei-
nes Netzes zusammenfassend beschreibt.

Zur Ermittlung des Uberlastungsindex werden zunachst tiberlastete
Leitungen im Netzgrundzustand identifiziert. Fir jeden Netznut-
zungsfall bzw. simulierten Zeitpunkt werden die absoluten Uberlas-
tungen dieser Leitungen jeweils mit der L&nge gewichtet aufsum-
miert. Anschliel3end erfolgt eine Summenbildung Uber alle betrach-
teten Netznutzungsfalle:

Anzahl
8.760 Leitungen

UIndex [GW - km] = Z ((ailt — gmax) . gmax. li) Va;, > amax

i=1

H.
I
oy

mit:
e ;.. relative Auslastung der Leitung i zum Zeitpunkt t
e @M zulassige relative Grenzauslastung
o 5/t Ubertragbare Leistung von Leitung i in t [GW]
o I Lange von Leitung i [km]

Malgeblich fur die so ermittelte Kennzahl ist die Wahl der
Grenzauslastung a™#* von Leitungen, welche definiert, ab wann
eine Uberlastung festgestellt wird. Um das (n-1)-Kriterium zu be-
ricksichtigen, wird die Grenzauslastung zur Abschatzung der Be-
lastung im (n-1)-Fall seitens BET auf 70 % gesetzt.

Die Bewertung einzelner Netzverstarkungs- bzw. Netzausbaumalf3-
nahmen hinsichtlich ihrer Wirkung auf Netziiberlastungen kann
dann durch den Vergleich der Uberlastungsindizes von zwei Netz-
varianten (mit und ohne die jeweilige MaRnahme) erfolgen.
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In Kenntnis der vorangegangen erlauterten Kenngrof3en und Be-
wertungskriterien wurden durch den Gutachter eigene Kennzahlen
zur Bewertung der Netzbelastung bzw. der Wirksamkeit von Mal3-
nahmen entwickelt. Diese zielen auf eine Weiterentwicklung bzw.
Prazisierung der bestehenden technisch-wirtschaftlichen Bewer-
tungskriterien ab und werden im Folgenden vorgestellt.

Analog zum NEP-Kriterium ,Transportaufgabe: Ausfalle / Uberlas-
tungen“ wird anhand des Kriteriums ,Uberlast-Wirksamkeit der Bei-
trag einer Netzverstarkungs- oder Netzausbaumaflinahme zur Ge-
wahrleistung der Netzsicherheit bewertet.

Die Grundlage fiir dieses Kriterium bilden zwei Netzkennzahlen
(UberlastkenngréRen), die zum einen die Haufigkeit und zum ande-
ren das Ausmaf von Uberlasten im Netz beschreiben.

Relevant flr die Berechnung dieser beiden Kennzahlen ist die ab-
solute Uberlast der einzelnen Zweige, welche entweder bereits im
Netzgrundzustand vorliegt oder durch Ausfall eines Stromkreises
eines anderen Zweigs, also im (n-1)-Fall, auftritt. Fur jeden Zweig
wird die absolute Uberlast anhand der momentan transportierten
(Schein-)Leistung und seiner diesbeziiglichen maximalen Kapazitét
wie folgt ermittelt:

max

SiGotl = Site

Bi,(j,)t = max(O,
mit:

e P absolute Uberlast des Zweigs i (bei Ausfall eines
Stromkreises des Zweigs j) zum Zeitpunkt ¢t [MVA]

e S transportierte (Schein-)Leistung des Zweigs i (bei
Ausfall eines Stromkreises des Zweigs j) zum
Zeitpunkt t [MVA]

o Sy maximale Kapazitat des Zweigs i (bei Ausfall eines

Stromkreises des Zweigs j) zum Zeitpunkt t [MVA] 3

3 Die zeitpunktabhangige Komponente der maximalen Kapazitat ermdg-
licht eine Berucksichtigung von FLM.
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Anzahl
Zweige

Die Uberlasthaufigkeit bzw. die Anzahl an Uberlasten in einem Netz
AU ist darauf aufbauend wie folgt definiert:

8.760

0 sonst

A = Z SK; - Z { 1,falls B;y >0 Vv 3j€ Ausfallelemente: f; ;>0
i=1 t=1

NU [MVA -

mit:
e SK;: Anzahl der Stromkreise des Zweigs i

Entsprechend der angegebenen Formel geht jeder Zweig in jedem
betrachteten Zeitschritt mit der Anzahl seiner Stromkreise in die
Kennzahl mit ein, sofern er in diesem Zeitschritt entweder bereits im
Netzgrundzustand oder in mindestens einem (n-1)-Fall Uberlastet
ist. Dies bedeutet, dass jeder Zweig maximal entsprechend der An-
zahl an simulierten Zeitschritten, bei einer stundenscharfen Ganz-
jahresbetrachtung also 8.760-mal, als Uberlastet gewertet werden
kann. Die Gewichtung mit der Anzahl seiner Stromkreise erfolgt, da
im Uberlastfall alle Stromkreise des Zweigs tiberlastet sind und so-
mit die Bedeutung des Zweigs berlicksichtigt wird.

Das AusmaR der Uberlasten im Netz wird mithilfe der sog. (
) Netziiberlast GNU wie folgt beschrieben:

Anzahl Anzahl
Zweige 8.760 Ausfallelemente

km] = Z . Z kﬁi,t + Z max(By ;¢ — Bir. 0) '5K1>

i=1 t=1 j=1

mit:
o I Lange von Zweig i [km]

Im Vergleich zum BET-Uberlastungsindex erfolgt bei dieser Netz-
kennzahl eine direkte Bertcksichtigung des (n-1)-Kriteriums. Fr je-
den Zweig werden (ber alle Netznutzungsfalle neben der ggf. be-
reits im Netzgrundzustand vorliegenden Uberlast auch die in den
einzelnen (n-1)-Fallen auftretenden dartiber hinaus gehenden
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Uberlasten aufsummiert. Durch die explizite Berticksichtigung etwa-
iger Uberlasten im (n-0)-Fall wird verhindert, dass bereits im Netz-
grundzustand Uberlastete Zweige unverhaltnisméaiig hoch in die
Kennzahl eingehen. Dariiber hinaus kann — analog zum BET-Uber-
lastungsindex — eine Gewichtung der summierten Uberlast mit der
Lange des jeweiligen Zweigs erfolgen, um Uberlasten auf weitrau-
migen Drehstromkorridoren gegenuber lokalen Engpassen starker
zu gewichten und somit Uberregionale Versorgungsaufgaben stér-
ker zu betonen.

Beide definierten Netzkennzahlen ermdglichen eine zweig- und
zeitpunktscharfe Analyse des Netzbelastungszustands und kdnnen
somit im Rahmen der Netzanalyse, bspw. bei der Auswahl ausle-
gungsrelevanter Netznutzungsfélle oder der Identifizierung beson-
ders kritischer Leitungen, behilflich sein.

Zur Bewertung einzelner Netzverstarkungs- bzw. Netzausbaumal3-
nahmen hinsichtlich ihrer Uberlast-Wirksamkeit werden die vorge-
stellten Netzkennzahlen (UberlastkenngréfRen) jeweils fiir zwei
Netzkonfigurationen ermittelt. Bei der im Folgenden mit dem In-
dex ,0“ bezeichneten Referenzkonfiguration handelt es sich je nach
gewahlter Bewertungsmethode entweder um das Ausgangsnetz
(PINT-Methode) oder das Zielnetz (TOOT-Methode) ohne die zu
bewertende Maf3nahme. Dahingegen wird mit dem Index ,k* entwe-
der das Ausgangsnetz mit der entsprechenden Malinahme k oder
das vollstdndige Zielnetz inklusive dieser Mal3nahme bezeichnet.

Aus den berechneten Uberlasthaufigkeiten beider Netzkonfiguratio-

nen wird der Indikatorwert Ind;é“uJ der MalRnahme k wie folgt be-
stimmt:

AU, — AUy

Ind,‘éuuJ T
0

Dieser gibt die prozentuale Verminderung der Uberlasthaufigkeit
an, die durch die Umsetzung der jeweiligen MalRnahme k erzielt
wird. Folglich wird eine Verminderung nur dann erzielt, wenn die je-
weilige MalRhahme zum vollstandig (n-1)-sicheren Betrieb eines
Zweigs in mindestens einem Netznutzungsfall fiihrt.

Analog wird dartber hinaus der Indikator Indk"’U ermittelt, der die
prozentuale Verminderung des Ausmalfes der Uberlasten durch die
umgesetzte Malinahme k ausweist:
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NU, — GNUg

ITLdeU = NUO

Die Berechnung dieses Indikatorwertes kann sowohl unter Beriick-
sichtigung der langengewichteten als auch der ungewichteten Netz-
Uberlast erfolgen.

Abgesehen von dem mathematischen Bezug auf den Referenzwert

ist der Indikator IndeU direkt vergleichbar mit dem ,Score” des
NEP-Kriteriums ,Transportaufgabe: Ausfalle / Uberlastungen®. Im
Vergleich bieten sich allerdings zwei wesentliche Vorteile. Zum ei-
nen wird die Bedeutung des entlasteten Zweigs hinsichtlich seiner
Transportaufgabe im Netz bertcksichtigt, in dem sowohl die Héhe
des Transits als auch die Transportdistanz betrachtet werden. Zum
anderen werden nicht nur vollstandige Aufldsungen von Uberlasten
berticksichtigt, sondern auch die generell entlastende Wirkung von
MalRnahmen.

In Anlehnung an die NEP-Kriterien ,Vermiedener Redispatch® und
,vermiedenes EE-Einspeisemanagement” wird anhand des Kriteri-
ums ,Engpassmanagement-Wirksamkeit“ der Nutzen von Netzver-
starkungs- und Netzausbauvorhaben hinsichtlich der Vermeidung
betrieblicher EingriffsmalRnahmen und der damit verbundenen Kos-
ten bewertet.

Konkret wird der Umfang an Engpassmanagementmafnahmen er-
mittelt, welcher ohne die Umsetzung der Netzverstarkungs- bzw.
Netzausbauvorhaben zur Gewahrleistung der Netzsicherheit not-
wendig ware. Fir diese Ermittlung werden Engpassmanagement-
modelle eingesetzt, die auf Basis eines Marktergebnisses und eines
gegebenen Netzausbauzustands die kostenminimalen Eingriffs-
malRnahmen zur Aufldésung von Engpéssen unter Beachtung
der nach 8§ 13 EnNWG vorgeschriebenen Mafinahmenreihenfolge
bestimmen. Demnach werden zun&chst netzbezogene Mafnah-
men (z.B. Netzschaltungen, Anderungen der Betriebspunkte last-
flusssteuernder Netzelemente), dann marktbezogene Malinahmen
(z.B. strombedingter Redispatch, Aktivierung ab- und zuschaltbarer
Lasten) und schlie3lich NotmafRnahmen (Einspeisemanagement
von EE- und KWK-Anlagen) in Betracht gezogen.
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Ziel des Kriteriums ist es, die Wirkung einzelner Netzverstarkungs-
und Netzausbauvorhaben auf den notwendigen Umfang der jeweils
eingesetzten Engpassmanagementmal3nahmen und die resultie-
renden Gesamtkosten des Engpassmanagements zu quantifizie-
ren. Hierzu werden die diesbeziglichen Werte zum einen fir eine
Netzkonfiguration ohne das jeweilige Vorhaben (Netzkonfigura-
tion ,0“) und zum anderen flr eine Netzvariante mit dem jeweiligen
Vorhaben (Netzkonfiguration ,k*) bestimmt.

Aus diesen Berechnungen werden dann die folgenden Indikatoren
ermittelt, welche in ihrer Gesamtheit die Wirksamkeit der einzelnen
Netzausbauvorhaben im Hinblick auf die Reduzierung von Eng-
passmanagement beschreiben.

Der Indikator Ind®M gibt die durch das Vorhaben k prozentual ver-
miedene Redispatchmenge an:*

RM, — RMy

ImdfM = R,

Ergénzend zum Redispatch-Indikator beziffert der Indikator Indi™
den mithilfe des Vorhabens k prozentual eingesparten Umfang an
Lastmanagement:®

LMO - LMK

IndiM = I,

Dariiber hinaus gibt der Indikator Ind£"die prozentual vermiedene
Abregelung von EE- und KWK-Anlagen durch das Vorhaben k an:

EMO - EMK

IndfM = EM,

Die vorgestellten Indikatoren weisen die vermiedenen Engpassma-
nagementmengen der jeweiligen Netzausbaumafnahmen aus und
ahneln somit in ihrer Definition den NEP-Kriterien ,Vermiedener Re-
dispatch” und ,Vermiedenes EE-Einspeisemanagement®.

4 Die zugrundeliegenden Redispatchmengen der beiden Netzkonfiguratio-
nen RM, und RMy setzen sich jeweils aus der absoluten Summe aus der
gesamten Einspeisereduzierung und der gesamten Einspeiseerhéhung
von konventionellen Kraftwerken und Speichern zusammen.

5 Analog zu 4 stellt hierbei der fir die jeweiligen Netzkonfigurationen ermit-
telte Umfang des Lastmanagements LM, bzw. LM die (absolute) Gesamt-
menge aus Lastreduzierung und -erhéhung dar.
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Nach Ansicht des Gutachters ist eine alleinige Betrachtung der ver-
miedenen Engpassmanagementmengen jedoch nicht ausreichend.
Diese Ansicht liegt darin begriindet, dass bei den eingesetzten Eng-
passmanagementmodellen eine kostenminimierende Zielstellung
verfolgt wird und spezifische Kostenfaktoren fur die einzelnen Malf3-
nahmenkategorien angesetzt werden, um deren gesetzlich vorge-
schriebene Einsatzreihenfolge (netzbezogene MalRnahmen vor
marktbezogenen MaRRnahmen vor NotmafRnahmen) abzubilden.
Folglich werden nicht zwingend die Engpassmanagementmengen
minimiert, sodass fir eine sachgerechte Bewertung von Netzver-
starkungs- und Netzausbauvorhaben die vermiedenen Engpassma-
nagementkosten und -mengen kombiniert betrachtet werden soll-
ten. Die (vermiedenen) Engpassmanagementkosten werden hierbei
nicht zwangslaufig anhand der in den Modellen angesetzten, teils
fiktiven Kostenfaktoren ermittelt, sondern im Nachgang anhand von
Annahmen zu realen Vergitungssatzen fur die einzelnen Eingriffs-
mafinahmen berechnet.

Vor diesem Hintergrund wird Uber die Mengen-Indikatoren hinaus
der Indikator IndEX definiert, der die durch das Vorhaben k prozen-
tual vermiedenen Gesamtkosten des Engpassmanagements aus-
weist:

EK, — EKy

IndEX = EK,

In diesem Zusammenhang ist zu erwdhnen, dass die ermittelten
vermiedenen Engpassmanagementkosten erheblichen Unsicher-
heiten aufgrund des Planungshorizonts sowie der Annahmen zu
den Vergltungssatzen der einzelnen EingriffsmaRnahmen unterlie-
gen, deren Belastbarkeit im Hinblick auf zukinftige energiewirt-
schaftliche Rahmenbedingungen schwer einzuschatzen ist.
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4 Zusatzszenario ,,West-
Ost-Verschiebung®

Im Rahmen der gutachterlichen Tatigkeit wurden zusatzliche Sze-
narien entwickelt, deren Annahmen von denen des Szenariorah-
mens des NEP 2025 abweichen. Zielstellung hierbei war, die jewei-
ligen Auswirkungen der Szenarien auf das deutsche Ubertragungs-
netz zu simulieren und anhand dessen den Einfluss der verschie-
denen Annahmen auf den Netzplanungsprozess zu analysieren. Im
Folgenden werden die Untersuchungsergebnisse des Szenarios
,West-Ost-Verschiebung® vorgestellt, in dem das deutsche Ubertra-
gungsnetz infolge verschiedener Annahmen, insbesondere einer
Verlagerung des Zubaus von WEA aus dem Nordwesten in den
Nordosten Deutschlands, vermehrt durch Leistungsfliisse von Os-
ten nach Westen belastet wird.

Zusammenfassung der Kernergebnisse

Die in der Untersuchung unterstellte Verlagerung des
Zubaus von WEA aus dem Nordwesten in den Nord-
osten Deutschlands fiihrt in Kombination mit dem
ebenfalls unterstellten Kernenergieausstieg Belgiens
zu einer Verschiebung von Einspeiseschwerpunkten
nach Osten.

Bereits ohne diese Annahmen ist das bisher besta-
tigte, zukiinftige Ubertragungsnetz im zugrunde lie-
genden Szenario B2 2025 durch einige Engpasse in
Nord Sid und in Ost West Richtung charakterisiert.
Aus den Annahmen resultiert ein deutlich erhohter
Ost West Transit, wodurch insbesondere Engpésse
zwischen den Netzgebieten der TenneT GmbH und
der 50Hertz GmbH erheblich verscharft werden.

Die Netzbelastung &ndert sich im restlichen Ubertra-

gungsnetz nur geringfligig, sodass weiterhin die Not-
wendigkeit aller bestatigten Ausbaumalinahmen, ins-
besondere der HGU Korridore, festgestellt werden
kann.
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e Im NEP 2025 werden Engpasse auf den West Ost
Kuppelstellen bereits durch weitere Ausbaumafinah
men adressiert. Somit kann die bisherige Planung

hinsichtlich der untersuchten Annahmen als robust
beschrieben werden.

4.1 Hintergrund

Das Szenario ,West-Ost-Verschiebung® ist zusammen mit dem Auf-
traggeber entwickelt worden und baut auf dem NEP-Szenario
B2 2025 auf. In diesem Unterkapitel werden die Annahmen des
Szenarios ,West-Ost-Verschiebung“ sowie das Vorgehen und die
Zielstellung bei der Untersuchung des entwickelten Szenarios vor-
gestellt.

Annahmen des Szenarios

Ein Hauptmerkmal des Szenarios ,West-Ost-Verschiebung® ist ein
vermehrter Zubau von WEA im Nordosten bei zugleich geringerem
Zubau im Nordwesten Deutschlands. Hintergrund fur diese An-
nahme ist die Fragestellung, wie robust das bisher bestatigte Zu-
kunftsnetz gegeniiber einer geanderten Einspeiseverteilung in
Deutschland ist, insbesondere unter dem Aspekt eines womdglich
veranderten Nord-Sud-Transportbedarfs. Daher wird im Szenario
~West-Ost-Verschiebung“ der Zubau von WEA in den Bundeslan-
dern Bremen, Hamburg, Niedersachsen und Schleswig-Holstein
gedrosselt. Konkret wird ein Rickgang des jahrlichen Zubaus von
WEA in H6he von 50 % angenommen. Die jahrliche Zubauleistung
in dieser Region betragt somit 354 MW statt 708 MW und die instal-
lierte Leistung in 2025 15.650 MW statt 19.900 MW. Das Defizit von
4.250 MW wird durch einen Anstieg der installierten Leistungen in
den ebenfalls windstarken nordostlichen Bundeslandern Berlin,
Brandenburg, Mecklenburg-Vorpommern und Sachsen-Anhalt von
18.300 MW auf 22.550 MW ausgeglichen. Hierfir ist ein jahrlicher
WEA-Zubau von 929 MW statt 575 MW in dieser Region notwendig,
was einem Zuwachs von 62 % entspricht.

Fur die Untersuchung werden diese Anderungen durch die Skalie-
rung der NEP-Ergebnisse des Szenarios B2 2025 hinsichtlich der
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installierten Leistungen und Zeitreihen der einzelnen WEA bertick-
sichtigt. Entsprechend des Verhéltnisses der installierten Leistun-
gen pro Region vor und nach verlagertem Zubau betragt der Ska-
lierungsfaktor fiur WEA in Bremen, Hamburg, Niedersachsen und
Schleswig-Holstein 78,6 % sowie fir WEA in Berlin, Brandenburg,
Mecklenburg-Vorpommern und Sachsen-Anhalt 123,2 %. Zur Ver-
anschaulichung sind in Abbildung 4.1 die in den Szenarien resultie-
renden installierten Leistungen von WEA, aggregiert in einem
75 km-Radius, im Vergleich zueinander dargestellt. Neben den in-
stallierten Leistungen von Onshore-WEA sind zur Vollstandigkeit
auch die installierten Leistungen von Offshore-WEA abgebildet.

Verschiebung von 4.250 MW
installierter WEA-Leistung

FIPNH =
Referenz West-Ost-Verschiebung

Abbildung 4.1 Vergleich der installierten Leistungen von WEA in den Szenarien

Infolge einer vermehrten Einspeisung aus WEA im Nordosten bei
zugleich geringerer Einspeisung im Nordwesten ist ein erhohter
Transportbedarf elektrischer Energie iber das Ubertragungsnetz
von Osten nach Westen zu erwarten. Um diesen Transportbedarf
weiter zu verscharfen, wird neben dem veranderten Zubau von
WEA zudem ein hypothetischer Ausstieg Belgiens aus der Kern-
energie angenommen. Hierdurch wird der Kraftwerkspark Belgiens
um 3.050 MW grundlastfahige Leistung reduziert. Zum Ausgleich
wird der Handelsspielraum Belgiens mit seinen Nachbarlandern er-
weitert, indem der NTC-Wert zwischen Deutschland und Belgien
von 1 GW auf 2 GW erhoht wird. Diese Steigerung ist im NEP 2025
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erst fur das Jahr 2035 vorgesehen. Netzseitig wird eine Verdopp-
lung der Ubertragbaren Leistung der HGU-Verbindung ,ALEGrO“
von ebenfalls 1 GW auf 2 GW realisiert.

Zur Analyse der Auswirkungen des Szenarios ,West-Ost-Verschie-
bung® auf den Netzplanungsprozess wurden vom Gutachter Markt-,
Netzbetriebszustands- und Engpassmanagementsimulationen (vgl.
Kapitel A) sowohl fur das Zusatzszenario als auch fiir ein Referenz-
szenario durchgefihrt und die jeweiligen Ergebnisse gegeniberge-
stellt.

Den Ergebnissen der Marktsimulationen liegen jeweils die Zeitrei-
hen der UNB fiir das Szenario B2 2025 hinsichtlich des Verbrauchs
und der Erzeugung aus EE- und Klein-KWK-Anlagen zugrunde, wo-
bei die Zeitreihen der Onshore-WEA fir das Szenario ,West-Ost-
Verschiebung® wie beschrieben modifiziert wurden. Auf dieser Ba-
sis erfolgte jeweils eine Kraftwerkseinsatzoptimierung des Gutach-
ters. Die marktseitigen Ergebnisse des Referenzszenarios entspre-
chen somit den bereits in Unterkapitel 2.2 vorgestellten Ergebnis-
sen.

Das fiir die Netzsimulationen verwendete Ubertragungsnetz enthalt
ausgehend vom Startnetz alle MaZnahmen, die von der BNetzA im
Rahmen des Bundesbedarfsplans 2015 bestatigt wurden und wird
somit im Folgenden als Bundesbedarfsplannetz (BBP-Netz) be-
zeichnet. Zur Bestimmung der thermischen Stromtragfahigkeiten
von Freileitungen wurde das Vorgehen der UNB angewandt.

Bei den nachfolgenden Analysen ist zu beachten, dass der Bundes-
bedarfsplan 2015, auf dem das untersuchte BBP-Netz beruht, auf
Grundlage des NEP 2024 beschlossen wurde. Vor dem Hinter-
grund, dass das Referenzszenario und das Szenario ,West-Ost-
Verschiebung“ auf dem Szenario B2 2025 des NEP 2025 beruhen,
ist folglich nicht zwangslaufig sichergestellt, dass das BBP-Netz die
Anforderungen einer (n-1)-sicheren Planung in diesen Szenarien
erfullt. Im Fokus der Analysen steht daher nicht die Frage, ob das
BBP-Netz in den Szenarien (n-1)-sicher ist bzw. welche zusatzli-
chen Ausbaumalnahmen hierzu noch notwendig wéaren. Vielmehr
wird folgenden Fragestellungen nachgegangen:
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e Wie beeinflussen die im Szenario ,West-Ost-Verschiebung“
getroffenen Annahmen die Stromerzeugung in Deutsch-
land?

e Resultieren hieraus fiir das Ubertragungsnetz signifikant an-
dere Belastungen, sodass zusatzliche Engpasse auftreten,
bestehende Engpasse verschérft oder sogar aufgeldst wer-
den?

e Wierobustist die bisherige Netzausbauplanung am Beispiel
des BBP-Netzes gegentber ungeplanten Einflissen wie de-
nen des untersuchten Szenarios?

e Istinsbesondere die Notwendigkeit der HGU-Korridore wei-
terhin gegeben?

Zur Beantwortung der definierten Fragestellungen werden im Fol-
genden die jeweiligen Simulationsergebnisse in Bezug auf das
Strommarktgeschehen, die resultierende Netzbelastung sowie das
folglich notwendige Engpassmanagement gegenubergestellt.

Verglichen mit dem Referenzszenario ist im Szenario ,West-Ost-
Verschiebung“ die Gesamteinspeisung aus WEA wegen des gerin-
geren Winddargebots im Nordosten niedriger — ausgehend von fast
127 TWh jedoch lediglich um einen vernachlassigbar kleinen Wert
von 337 GWh (0,265 %). Die raumliche Verschiebung der Einspei-
sung hat ebenso keinen Einfluss auf die simulierte, restliche Strom-
erzeugung in Deutschland, da fiir die Kraftwerkseinsatzoptimierung
die Lokalitat der Erzeugung innerhalb von Marktgebieten irrelevant
ist. Mit Ausnahme des Kernenergieausstiegs Belgiens und der da-
mit verbundenen Erh6hung des NTC-Werts zwischen Deutschland
und Belgien sind die restlichen Eingangsparameter der Kraft-
werkseinsatzoptimierung zwischen den Szenarien identisch. Folg-
lich sind Anderungen im Strommix Deutschlands lediglich aufgrund
des voraussichtlich erhdhten Importbedarf Belgiens zu erwarten.

Wie in Abbildung 4.2 zu erkennen ist, weichen die von den verschie-
denen Technologien bereitgestelliten Energiemengen in Deutsch-
land zwischen den beiden Szenarien jedoch kaum voneinander ab.



Zusatzszenario ,West-Ost-Verschiebung'

Referenz West-Ost-Verschiebung
600 -----mmmmsmmemoeooeooo ceooeoooooooooooooooo
500 ----
® PSW-Entnahme
m Last inkl. NV
= 400 ---- m PSW-Einspeisung
E B Importe-Exporte
E 300 ---- BEE
g E Laufwasser
5 35,0 BKWK < 10 MW
200 ---- 55.8 D§onst. Konv.
@Ol
100 ----|74, | 74,4 OGas
O Steinkohle
0 71,2 @ Braunkohle
Erzeugung  Verbrauch Erzeugung  Verbrauch
Abbildung 4.2 Energiemengen der Szenarien im Vergleich

Die Ergebnisse der Simulation belegen zwar, dass der Stromimport-
bedarf Belgiens gegeniber dem Referenzszenario tatsachlich um
mehr als 20 TWh auf 33,4 TWh steigt. Dies beeinflusst dennoch
kaum das Gesamt-Handelssaldo Deutschlands, welches entgegen
der Erwartung sogar einen geringfuigig hoheren Nettoimport auf-
weist. Dies ist damit zu begriinden, dass die in beiden Szenarien
angewandte CO.-Limitierung des Kraftwerkparks eine vermehrte
Einspeisung von konventionellen Energietragern verhindert.

Signifikante Unterschiede zwischen den Szenarien sind dagegen
bei den Austauschenergiemengen Deutschlands mit seinen Nach-
barlandern zu beobachten, wie aus Abbildung 4.3 hervorgeht. Dem-
nach steigt der Stromexport von Deutschland nach Belgien im Sze-
nario ,West-Ost-Verschiebung® erheblich von 3,3 TWh auf 9,0 TWh
an. Dafir sinken mit Ausnahme von Luxemburg und den Niederlan-
den die Exporte Deutschlands in alle anderen Nachbarlander, wo-
hingegen die Importe ansteigen. Der zusatzliche Importbedarf Bel-
giens wird also vor allem durch andere Lander gedeckt, wéhrend
Deutschland infolge der CO.-Begrenzung lediglich als Transitzone
fur die resultierenden zusatzlichen Handelsflisse fungiert. Der
westwarts gerichtete Transportbedarf an das deutsche Ubertra-
gungsnetz durch den internationalen Stromhandel wird somit ge-
genuber dem Referenzszenario noch weiter verscharft.
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Abbildung 4.3 Vergleich der Austauschenergiemengen (in TWh) zwischen
Deutschland und seinen Nachbarlandern

Die Auswertung der Marktsimulationsergebnisse zeigt, dass die An-
nahmen des Szenarios ,West-Ost-Verschiebung“ den Strommix in
Deutschland nicht signifikant beeinflussen, allerdings zu einer
raumlichen Verschiebung von Erzeugungsschwerpunkten nach Os-
ten fuhren. Nachfolgend werden die hieraus resultierenden Auswir-
kungen auf die Netzbelastung betrachtet.

Belastung des deutschen Ubertragungsnetzes

Zunachst wird die Belastung des BBP-Netzes im Referenzszenario
analysiert. In Abbildung 4.4 ist links dargestellt, wie haufig im Jah-
resverlauf die Drehstromleitungen des BBP-Netzes tberlastet sind.
Rechts ist die maximal auftretende Auslastung im Jahresverlauf
dargestellt. Offensichtlich treten bereits im Referenzszenario Eng-
passe im BBP-Netz auf, insbesondere auf der Nord-Sid-Passage
in der Mitte Deutschlands sowie auf den Kuppelstellen zwischen
den Regelzonen der TenneT GmbH und der 50Hertz GmbH, welche
im Folgenden als West-Ost-Kuppelstellen bezeichnet werden. Ver-
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einzelt sind Leitungen zu etwa 2.000 h im Jahr im (n-1)-Fall tber-
lastet und erfahren dabei Auslastungen von bis zu 200 %. Wesent-
liche Ursachen dieser Engpésse sind die Windeinspeisung im Nor-
den Deutschlands sowie Handelsfliisse von Osten nach Westen.
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Abbildung 4.4 Belastung des BBP-Netzes im Referenzszenario

Eine ahnliche Netzbelastung ist im Szenario ,West-Ost-Verschie-
bung“ zu beobachten, wie aus Abbildung 4.5 hervorgeht.
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Abbildung 4.5 Belastung des BBP-Netzes im Szenario ,West-Ost-Verschiebung*
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Auffallend ist insbesondere die Haufigkeit von Uberlastungen der
West-Ost-Kuppelstellen. Die einzelnen Leitungen sind hier zu 600 h
bis 1.600 h des Jahres Uberlastet bei maximalen Auslastungen zwi-
schen 140 % und 200 %. Auch in Nord-Sid-Richtung sind weiterhin
ausgepragte Engpasse zu erkennen.

Um die Auswirkungen des Szenarios ,West-Ost-Verschiebung® auf
die Netzbelastung besser sichtbar zu machen, ist in Abbildung 4.6
die Veranderung hinsichtlich Haufigkeit und Ausmalf3 von Leitungs-
Uberlastungen im Vergleich zum Referenzszenario dargestellt.
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Abbildung 4.6 Veranderung der Netzbelastung durch das Szenario ,West-Ost-

Verschiebung® im Vergleich zum Referenzszenario

Demnach hat das Szenario ,West-Ost-Verschiebung® auf das Netz
je hach Region sowohl einen entlastenden als auch einen zusatzlich
belastenden Effekt. Im Nordwesten sinken infolge der geringeren
Windeinspeisung sowohl Haufigkeit als auch Ausmaf von Uberlas-
tungen, allerdings nur geringftigig und auf wenigen Leitungen. Da-
gegen nimmt in einer breiten Passage von Nordosten bis Studwes-
ten die Spitzenbelastung des Netzes zu. Besonders betroffen sind
hiervon erneut die in der Abbildung eingekreisten West-Ost-Kuppel-
stellen.
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Die raumliche Verschiebung von Erzeugungsschwerpunkten nach
Osten fuhrt somit zu einer sichtbar geanderten Netzbelastung auf-
grund der zuséatzlichen Transportanforderungen in Westrichtung.
Insgesamt wird das Netz starker belastet, wie die nach Abschnitt
3.3.2 bestimmten Kennziffern zur Bewertung der jeweiligen Netzbe-
lastung belegen (vgl. Abbildung 4.7).
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Abbildung 4.7 Vergleich der Kennzahlen zur Uberlastsituation im Netz

Demnach nehmen im Szenario ,West-Ost-Verschiebung“ sowohl
die Haufigkeit als auch das Ausmald von Netzengpassen deutlich,
jedoch unterschiedlich stark, zu. So steigt die Anzahl an Uberlasten
um etwa 16,7 %, die Summe aller Uberlasten dagegen um 40,8 %
und die mit den jeweiligen Leitungslangen gewichtete Uberlast so-
gar um 85,0 %. Dies bedeutet, dass bereits bestehende Engpasse
weiter verschéarft werden, insbesondere solche, die sich Uber einen
weitrdumigen Bereich erstrecken.

Wie bereits aus Abbildung 4.6 geschlussfolgert, sind hiervon vor-
rangig die ,West-Ost-Kuppelstellen betroffen, sodass ein erhebli-
cher Anteil der gesamten Netzlberlast auf diese wenigen Netzab-
schnitte entfallt. Zusatzliche Belastungen im restlichen Netz werden
dagegen durch Entlastungen an anderen Stellen nahezu kompen-
siert. Folglich wirde ein Eintreffen der Annahmen des Szenarios
~West-Ost-Verschiebung“ lediglich auf den ,West-Ost-Kuppelstel-
len“ zu einem substantiellen zuséatzlichen Netzausbaubedarf fuhren.
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Einige im NEP 2025 vorgeschlagene Maflinahmen, die tber das
BBP-Netz hinausgehen, adressieren bereits diese Engpasse und
kénnten somit notwendig werden.

Auf der anderen Seite sind die Entlastungen im nordwestlichen
Netzgebiet infolge der Reduzierung des Zubaus von WEA so ge-
ring, dass weiterhin Engpasse (von geringerem Ausmalf) in dieser
Region sowie von hier ausgehend in das restliche Netz vorhanden
sind. Daher erscheinen die bisher bestatigten und somit im BBP-
Netz vorhandenen Ausbaumaf3nahmen weiterhin notwendig zu
sein.

Dies gilt auch fiir alle bisher bestatigten HGU-Korridore (DC1, DC2,
DC3, DC4 und DCS5I). In Abbildung 4.8 sind die im Rahmen der
Netzbetriebszustandssimulation ermittelten Betriebspunkte der ein-
zelnen HGU-Verbindungen in den beiden Szenarien dargestellt. Die
in den Stunden des Jahres iiber die jeweilige HGU-Verbindung
transportierte Leistung ist in absteigender Reihenfolge und nach
Flussrichtung getrennt sortiert, sodass sich die Jahresdauerlinie der
HGU-Verbindungen ergeben.

Demzufolge werden die HGU-Systeme in den Szenarien annahernd
identisch betrieben. Dies ist damit zu begriinden, dass ihr Einsatz
zur Entlastung weitraumiger Drehstromkorridore erfolgt (vgl. Ab-
schnitt A.2.3). Aufgrund ihrer Lage im Netz haben die HGU-Verbin-
dungen vorranging Einfluss auf Drehstromleitungen mit nord-stdli-
chem (bzw. umgekehrtem) Verlauf. Die Belastung dieser Leitungen
andert sich nur geringfiigig wie aus den vorherigen Abbildungen
hervorgeht. Folglich variieren auch die Betriebspunkte der HGU-
Verbindungen nur in geringem Mal3e.

Insgesamt werden die HGU-Systeme im Jahresverlauf mit mehr als
60 % bzw. mehr als 80 % im Fall von DC1 hochgradig ausgelastet.
Meist, d.h. konkret je nach HGU-Verbindung in 6.000 h bis 8.500 h,
erfolgt ein Leistungstransport von Norden nach Suden. Teilweise
erfolgt auch ein umgekehrter Leistungstransport, bspw. bei Wind-
flauten und zugleich hoher PV-Einspeisung. Die Anzahl der Volllast-
stunden zwischen etwa 1.500 h (DC2) und mehr als 4.000 h (DC1)
deutet auf einen hohen Entlastungsbedarf des Drehstromnetzes in
den beiden Szenarien hin. Es existieren auch Stunden, in denen die
HGU-Systeme nur geringfligig oder gar nicht genutzt werden, da
das Drehstromnetz in diesen Stunden kaum belastet wird.
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Abbildung 4.8 Wirkleistungsbetriebspunkte der HGU-Verbindungen im Vergleich

Zusammenfassend zeigt die Analyse der Netzbelastungen, dass
der Netzausbau mit Ausnahme der ,West-Ost-Kuppelstellen“ durch
die zusatzlichen Annahmen des Szenarios ,West-Ost-Verschie-
bung“ nicht wesentlich beeinflusst wird. Die bisherige Planung kann
somit in Bezug auf eine zukinftig abweichende Verortung von WEA
als robust beschrieben werden. Die Analyse zeigt zudem, dass die
(n-1)-Sicherheit des BBP-Netzes in keinem der beiden Szenarien
vollstandig gewahrleistet werden kann. Dementsprechend werden
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jeweils betriebliche Mal3nahmen des Engpassmanagements not-
wendig, deren Umfang nachfolgend verglichen wird.

Fir die Bestimmung der notwendigen Mal3nahmen zur Herstellung
der (n-1)-Sicherheit wird das in Abschnitt A.2.5 beschriebene Eng-
passmanagementmodell eingesetzt. Zulassige Mal3nahmen in die-
sem Modell sind — sortiert nach der Reihenfolge, in der diese in der
hier durchgefuihrten Simulation® herangezogen werden — die Anpas-
sung der HGU-Betriebspunkte, der Redispatch von konventionellen
Kraftwerken und Speichern, das Einspeisemanagement von EE-
und KWK-Anlagen sowie zuletzt die Aktivierung ab- und zuschalt-
barer Lasten.

In Tabelle 4.1 sind die malinahmenspezifischen Jahresgesamtmen-
gen sowie die resultierenden Engpassmanagementkosten’ beider
Szenarien aufgelistet. Dabei stellen die Mengen fur konventionellen
Redispatch und Lastmanagement jeweils die (absolute) Gesamt-
menge aus Ein- bzw. Ausspeiseerh6hung und -reduzierung dar.

Tabelle 4.1 Vergleich der notwendigen EngpassmanagementmalRnahmen

11,58 (5,38%°) 18,76 (8,72%)

5,48 (1,71%°) 7,91 (2,47 %)
2,36 2,92
0,66 1,02

6 Da der den Szenarien zugrundeliegende Szenariorahmen keine Anhalts-
punkte zur Abschatzung des Potenzials von zu- und abschaltbaren Lasten
liefert und zugleich das restliche verflighare Engpassmanagementpoten-
zial in einigen Situationen nicht zur Herstellung der Netzsicherheit aus-
reichte, wurde das Lastmanagement als Uiber das Einspeisemanagement
hinausgehende Notmafinahme mitsimuliert.

7 Die Ermittlung der Engpassmanagementkosten erfolgte entsprechend
der Vorschlage in [12]. Als Vergutungssatz fir das Lastmanagement
wurde der maximale Vergitungssatz aller konventionellen Kraftwerke, die
sich in derselben Stunde am Redispatch beteiligen, angenommen.

8 Bezogen auf die Erzeugungsmenge von Nicht-EEG-vergitungsféhigen
Anlagen vor dem Engpassmanagement.

9 Bezogen auf die Erzeugungsmenge von EEG- bzw. KWKG-vergiitungs-
fahigen Anlagen vor dem Engpassmanagement.
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Das Szenario ,West-Ost-Verschiebung® erfordert wesentlich mehr
Eingriffe in die im Rahmen der Marktsimulation bestimmte Stromer-
zeugung, sodass die Kosten des Engpassmanagements ausge-
hend von 0,66 Mrd. € um mehr als 50 % auf 1,02 Mrd. € ansteigen.
Die konventionelle Redispatchmenge nimmt um mehr als 60 % zu.
Die eingespeiste Menge aus EE- und KWK-Anlagen wird bezogen
auf die Ausgangsmenge um 2,47 % statt um 1,71 % verringert.

Der zusatzlich notwendige Einsatz von Engpassmanagement-Maf3-
nahmen ist direkte Folge der im vorherigen Unterabschnitt aufge-
zeigten Mehrbelastung des BBP-Netzes. Diesbeziglich ist in Abbil-
dung 4.9 schematisch dargestellt, an welchen Stellen in Deutsch-
land in welchem Ausmal konventioneller Redispatch sowie Ein-
speisemanagement stattfindet.

Referenz
;t.gt;. SCKF

konv. Redispatch
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Einspeisemanagement
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Abbildung 4.9 Vergleich der Engpassmanagementmal3inahmen im Netz
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Prinzipiell wird in beiden Szenarien gleichermafen die Einspeisung
von konventionellen Kraftwerken im Westen und Siiden Deutsch-
lands erhoht, um die Einspeisereduzierung von EE- und KWK-An-
lagen im Norden und der Mitte Deutschlands auszugleichen. Im
Szenario ,West-Ost-Verschiebung“ werden dariber hinaus ver-
starkt die Einspeisung von EE- und KWK-Anlagen im Nordosten als
auch von konventionellen Kraftwerken und Speichern in der Mitte
sowie im Osten Deutschlands verringert. Zugleich erfolgt im Westen
und Siuden eine vermehrte konventionelle Einspeisung im Vergleich
zum Referenzszenario.

Diese Unterschiede resultieren aus den Engpassen auf den ,West-
Ost-Kuppelstellen®, womit die Ergebnisse des Engpassmanage-
ments die Eindriicke aus der Analyse der Netzbelastungen bestéti-
gen. Die im Szenario ,West-Ost-Verschiebung“ zusatzliche Einspei-
sung aus WEA im Nordosten Deutschlands kann zu grof3en Teilen
nicht vom BBP-Netz nach Westen transportiert werden. Aufgrund
des EE-Einspeisevorrangs werden die konventionellen Kraftwerke
und Speicher im Osten allerdings auch bei geringerer Wirkung auf
diese Engpésse zuerst in ihrer Einspeisung reduziert, sodass die
Mengen des Engpassmanagements insgesamt Uberproportional
ansteigen.
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A Markt- und Netzsimu-
lationsumgebung

Zur Validierung des im NEP 2025 angewandten Vorgehens der
UNB wurde die am ie® entwickelte Markt- und Netzsimulationsum-
gebung MILES (Model of International Energy Systems) verwendet.
MILES bzw. einzelne Bestandteile von MILES wurden bereits in ver-
schiedenen Studien ([13] - [15])) mit energiewirtschaftlichen und
energietechnischen Schwerpunkten eingesetzt sowie in wissen-
schaftlichen Veroffentlichungen ([16] - [18]) validiert. In diesem Ka-
pitel wird zunachst ein Uberblick tiber das Modell gegeben und an-
schlieBend diejenigen Module detaillierter erlautert, die bei der Va-
lidierung maf3geblich eingesetzt wurden.
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Die Markt- und Netzsimulationsumgebung MILES ermdglicht
techno-6konomische Analysen des gesamteuropaischen Energie-
systems und deckt dabei die gesamte Prozesskette der Netzent-
wicklungsplanung ab. In Abbildung A.1 sind die einzelnen Module
von MILES dargestellt, die wie folgt miteinander verknipft sind.

Im Rahmen der Module der Marktsimulation werden zun&chst die
fur die betrachteten Marktgebiete prognostizierten Leistungen von
EE sowie der elektrischen und der thermischen Last sektorspezi-
fisch regional verortet. Danach werden auf Basis historischer Ver-
brauchs- und Wetterdaten fir alle elektrischen und thermischen
Lasten sowie fiir alle EE-Arten — gegebenenfalls unter Bertcksich-
tigung einer Spitzenkappung — Zeitreihen generiert. In Abhangigkeit
der Warmebedarfszeitreihen wird daraufhin der Einsatz von warme-
gefuhrten KWK-Anlagen mit niedrigem Leistungsbereich abgeleitet
und Must-Run-Anforderungen fuir stromgefuhrte GroRkraftwerke mit
Warmeauskopplung gestellt. Zur Glattung der resultierenden Resi-
duallast kann im Anschluss optional der Betrieb von Flexibilitatsop-
tionen, wie z.B. eine Verschiebung von Lasten (engl. Demand Side
Management, kurz: DSM) oder der Betrieb von Power-to-Heat-
(PtH)- und Power-to-Gas-(PtG)-Anlagen, simuliert werden.

AnschlieRend wird mithilfe einer Kraftwerkseinsatzoptimierung der
kostenminimale Einsatz von konventionellen Kraftwerken und Spei-
chern in Europa blockscharf und typischerweise in stiindlicher Auf-
I6sung fur ein Planungsjahr ermittelt. Die hierbei zugrundeliegende
Marktkopplung kann entweder ausschlie3lich NTC-basiert, rein last-
flussbasiert oder auch als hybrides System ausgestaltet sein. Ne-
ben den Fahrpléanen der konventionellen Kraftwerke und Speicher
ergeben sich aus der Simulation die Austauschleistungen zwischen
den betrachteten Marktgebieten. Zudem wird ausgewiesen, in wel-
chem Umfang die Leistungsbereitstellung aus dargebotsabhangi-
gen Erzeugungsanlagen aufgrund von begrenzten Transfer- und
Speicherkapazitaten reduziert werden muss (sog. nicht verwertbare
Leistung). Ferner resultieren aus der Simulation die Betriebspunkte
von eventuell bereits in der Kraftwerkseinsatzoptimierung bertck-
sichtigten Netzelementen wie HGU-Verbindungen und PST. Zu-
sammenfassend generieren die beschriebenen Module der Marktsi-
mulation regional aufgeldste Einspeise- und Lastzeitreihen, welche
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u.a. als Netznutzungsfélle des Ubertragungsnetzes verwendet wer-
den konnen.

Auf Grundlage dieser Netznutzungsfalle werden die resultierenden
Betriebszustande des europaischen Ubertragungsnetzes iiber den
Betrachtungszeitraum ermittelt. Ein Betriebszustand umfasst dabei
neben den Betriebsmittelauslastungen und dem Spannungsband
im Netz auch die Betriebspunkte derjenigen lastflusssteuernden
Netzelemente, die nicht bereits im Rahmen der Kraftwerkseinsatz-
optimierung eingestellt werden. Ein separates Modul ermittelt die
Stromtragfahigkeiten von AC-Freileitungen in Abhangigkeit regiona-
ler Wetterbedingungen, um bei der Analyse der Auslastung dieser
Betriebsmittel witterungsbedingte Einfliisse zu bertcksichtigen.

Fur etwaige, auf Basis der Betriebszustande identifizierte Engpasse
im Netz besteht anschlieRend die Option, die zur Gewahrleistung
der (n-1)-Sicherheit notwendigen EingriffsmalRnahmen zu ermitteln.
Zu diesen zahlen die Anderungen der Betriebspunkte von HGU und
PST, die Anpassungen der Fahrplane der konventionellen Kraft-
werke und Speicher (strombedingter Redispatch), die Reduzierung
der Einspeiseleistung aus EE- und KWK-Anlagen (Einspeisema-
nagement) sowie die Durchfihrung eines Lastmanagements
(Lastab- bzw. -zuschaltung).

Alternativ zum Engpassmanagement kann auf Basis der ermittelten
Netzbetriebszusténde ein automatisierter Netzausbau zur Herstel-
lung der Netzsicherheit mit dem Ziel volkswirtschaftlich minimaler
Kosten erfolgen. Das diesbezlgliche Modul ist aktueller For-
schungsgegenstand und befindet sich derzeit in der Umsetzung.
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Im Folgenden werden die Zeitreihenermittiung von PVA und WEA,
die Kraftwerkseinsatzoptimierung, die Netzbetriebszustandsermitt-
lung, das Freileitungsmonitoring sowie das interne Engpassma-
nagement ndher vorgestellt. Neben einer Beschreibung der einzel-
nen Modelle erfolgt hierbei auch eine Erlauterung der jeweils fir das
vorliegende Gutachten durchgefiihrten Parametrierung.

Ausgehend von den im Rahmen der Regionalisierung (vgl. Ab-
schnitt 2.1.1) ermittelten installierten EE-Leistungen auf Gemeinde-
(Deutschland) bzw. Netzknotenebene (europaisches Ausland) wer-
den die Einspeisezeitreihen der jeweiligen Energietrager bestimmt.
Nachfolgend wird das Vorgehen zur Ermittlung der Einspeisezeit-
reihen von WEA und PVA beschrieben.

Zur Ermittlung der Zeitreihen wird auf meteorologische Daten des
Modells COSMO-EU des Deutschen Wetterdienstes zurtickgegrif-
fen [19]. Verwendet werden die Zeitreihen der Windgeschwindigkeit
und der solaren Einstrahlung sowie Informationen tber die Tempe-
ratur in 2 mund 116 m Hohe und der Albedo des Bodens. Die Daten
liegen flr ein Gitternetz mit einer Maschenweite von 7 km in ganz
Europa vor. Fir jede deutsche Gemeinde und jedes Offshore-Clus-
ter wird der dem Gemeindemittelpunkt nachstgelegene Gitterpunkt
des COSMO-EU Modells verwendet. Im europaischen Ausland wer-
den die den Netzknoten nachstgelegenen Gitterpunkte verwendet.

Fur jede deutsche Gemeinde bzw. jeden Netzknoten im européi-
schen Ausland wird die Zeitreihe der normierten Einspeiseleistung
einer WEA anhand der Zeitreihe der Windgeschwindigkeit berech-
net. Die Leistungskennlinie einer WEA wird durch Variation der
Windgeschwindigkeit auf Hohe der Nabe vy,pe. Und unter Hinzu-
nahme der Rotorfliche Agr, des Anlagenkennwerts (Leistungsbei-
wert) cp und der lokalen Luftdichte p; nach [20] wie folgt berechnet:

P(Vnabe(t)) = 0,5 pr. " AR * ¢p(VNabe (1)) - vlélabe(t)
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Die verwendete Kennlinie beschreibt die Leistungsfahigkeit einer
durchschnittlichen WEA anhand ihres Leistungsbeiwerts nach aktu-
ellem Stand der Technik (Herleitung vgl. [21]). Die Kennlinie ist in
Abbildung A.2 im Vergleich zu 47 Kennlinien der WEA aus [22] dar-
gestellt, die zu ihrer Herleitung verwendet wurden.

0,9

Normierte Einspeisung der WEA
o
o

0' - Trrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrrri

1 3 5 7 9 11 13 15 17 19 21 23 25 27 29
Windgeschwindigkeit [m/s]

Abbildung A.2 Vergleich der verwendeten Kennlinie mit den Kennlinien anderer
WEA aus [22]

Die simulierten Anlagen verfigen Uber keine Sturmregelung, son-
dern eine Sturmabschaltung. Konkret bedeutet dies, dass die Anla-
gen bei Windgeschwindigkeiten gréRer 25 m/s abschalten und
keine elektrische Leistung bereitstellen. Anhand der normierten
Leistungskennlinie kann die Windgeschwindigkeit in jeder Ge-
meinde und zu jedem Zeitpunkt in die normierte Einspeisung einer
WEA Uberfuhrt werden.

Normierte Leistungsbereitstellung der PVA

Die normierte Einspeiseleistung einer PVA wird anhand der Zeit-
reihe der globalen Bestrahlungsstarke in jeder deutschen Ge-
meinde bzw. an jedem Netzknoten im europédischen Ausland be-
rechnet. Die globale Bestrahlungsstéarke beschreibt die Bestrah-
lungsstéarke auf eine horizontale Flache [23]. Da PVA in einem be-
stimmten Neigungswinkel errichtet werden, entspricht die Bestrah-
lungsstéarke auf dem Modul nicht der globalen Bestrahlungsstarke.
Die Umrechnung erfolgt Gber die Zerlegung der globalen Bestrah-
lungsstarke in einen direkten und einen diffusen Anteil. Des Weite-
ren wird ein reflektierter Anteil berticksichtigt. Die Bestimmung des
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direkten, diffusen und reflektierten Anteils erfolgt nach [23] und wird
hier nicht im Detail erlautert.

Mit der resultierenden Zeitreihe der Bestrahlungsstéarke auf die ge-
neigte Ebene Ege, () wird die Einspeiseleistung der PVA nach [23]
hergeleitet. Hierzu wird zunachst die normierte, stindliche ideale
Einspeisung Py orm,ideal (t) berechnet.

Egen(t)
Pnorm,ideal(t) = LW

1000W

Die ideale stiindliche Einspeisung vernachlassigt u.a. Leistungsver-
luste durch Verschmutzung, Schnee, Verschattung oder Wirkungs-
gradabnahmen im Teillastbetrieb. All diese Verluste werden im Per-
formance Ratio PR zusammengefasst. Nach [23] liegt dieser fur
sehr gute Anlagen bei PR = 0,80 und fur gute Anlagen bei PR =
0,75, wahrend er fur schlechte Anlagen bei PR < 0,60 liegen kann.
Laut [24] erreichen PVA in Suddeutschland in einem Netzgebiet
eine Einspeisung von bis zu 85 % ihrer Nennleistung. Der Perfor-
mance Ratio wird an dieser Stelle zunachst vernachlassigt, da die
von ihm abgebildeten Verluste anhand eines weiter unten erlauter-
ten Korrekturfaktors mit abgebildet werden.

Die Abhangigkeit der Einspeiseleistung von der Modultemperatur
wird speziell berticksichtigt. Die Modultemperatur Ty (t) lasst sich
nach [23] aus der Umgebungstemperatur Ty (t), der Bestrahlungs-
starke Egen(t) und einer Proportionalitatskonstante ¢ berechnen.

Die Proportionalitatskonstante c ist abhdngig vom Moduleinbau und
variiert zwischen 22°C bei vollig freier Aufstdnderung und bis zu
55°C fir Fassadenintegration ohne Hinterlftung. In dieser Untersu-
chung wird ¢ = 32,5°C angenommen. Diese Annahme beschreibt
nach [23] etwa die dachintegrierte Installation mit schlechter Hinter-
[Gftung. In [25] wird dieser Koeffizient als mittlere Nennbetriebstem-
peratur angesetzt.

Egen ®)

1000
m

Tm(t) =Tyt) +c-

Anhand der Abweichung der Modultemperatur von den Stan-
dardtestbedingungen (Modultemperatur 25°C) wird die Auswirkung
auf die Leistung der PVA bestimmt. Beschrieben wird die Leistungs-
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anderung aufgrund der Temperaturabweichung durch den Tempe-
raturdnderungskoeffizienten. Dieser liegt hach [23] fur Silizium-So-
larzellen bei -0,4 % pro °C. Der Koeffizient der Leistungsanderung
der PVA durch Anderung der Modultemperatur k,(t) lasst sich da-
her wie folgt beschreiben:

kp(t) = —0,4%/°C - (Ty () — 25°C)

Damit ergibt sich die normierte Einspeiseleistung einer PVA
Prormreal (t) letztlich wie folgt:

Egen(t)
Pnorm,real(t) =PR-(1+ kr(t))- &W
IOOOW

Wird die Leistungsbereitstellung aller WEA und PVA in Deutschland
fur historische Jahre nach den zuvor beschriebenen Methoden
nachgebildet, liegt die berechnete Energiebereitstellung tber den
realen Werten, die in [26] und [27] verdffentlicht werden. Dies ist
durch diverse Effekte begriindet, die einen Einfluss auf die Leis-
tungsbereitstellung haben und bei der Modellierung nicht vollum-
fanglich beriicksichtigt werden kénnen. So kénnen Stillstandszeiten
aufgrund von Wartung, Leistungsabregelung aufgrund von Netzen-
gpassen oder Luftverwirbelungen in groRen Windparks bei der Be-
rechnung der Einspeisung der WEA nicht detailliert abgebildet wer-
den. Bei PVA sind dies u.a. die zuvor bereits angefihrten Folgen
von Verschmutzung, Schnee, Verschattung oder Wirkungsgradab-
nahme durch Teillastbetrieb. Ebenfalls besteht die Vermutung, dass
die Wetterdaten des COSMO-EU Modells tber den tatsachlichen
Werten liegen und die Energiebereitstellung somit tiberschatzt wird
(val. [28]). Aus den genannten Grunden wird die Leistungsbereit-
stellung der Anlagen durch einen Korrekturfaktor angepasst.

Der Korrekturfaktor ist abhangig von dem gewahlten Wetterjahr. Fur
jeden Monat des Jahres wird ein Korrekturfaktor je Technologie be-
stimmt. Zur Herleitung der Korrekturfaktoren wird fur alle nach [29]
in Deutschland installierten WEA und PVA die stiindliche Leistungs-
bereitstellung bestimmt. Diese basiert auf den Zeitreihen der regio-
nalen Windgeschwindigkeit und Globalstrahlung entsprechend der
zuvor erlauterten Methodik. Durch Saldierung der Zeitreihen aller
Gemeinden und Integration der resultierenden Gesamteinspeise-
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zeitreihe wird die monatliche Energiebereitstellung der Anlagen be-
rechnet. Diese Energiebereitstellung wird nun mit der tatsachlich
bereitgestellten Energie nach [26] verglichen.

Fur PVA ergibt sich der Korrekturfaktor aus dem Verhéltnis der re-
alen Einspeisung aller PVA zur simulierten Einspeisung der idealen
PVA. Bei WEA ist die Anwendung des Korrekturfaktors auf die Ein-
speisezeitreihe nicht sinnvoll, da Einspeisespitzen in diesem Fall
niedriger skaliert wirden. Auf diese Weise wirden die Folgen der
Spitzenkappung malfigeblich verfalscht. Daher wird der Korrek-
turfaktor auf die Zeitreihe der Windgeschwindigkeit angewandt. Die
Berechnung erfolgt iterativ: Der Korrekturfaktor wird so lange von
100 % reduziert, bis die simulierte Energiebereitstellung aller Anla-
gen im betrachteten Monat der realen Einspeisung bzw. fir zukunf-
tige Szenarien den angenommenen Vollbenutzungsstunden ent-
spricht.

Dem NEP 2025 liegen die Wetterdaten des Jahres 2011 zugrunde.
Daher werden die Korrekturfaktoren fur dieses Jahr berechnet. In
Abbildung A.3 sind die monatlichen Korrekturfaktoren fir die Wet-
terdaten des Jahres 2011 dargestellt.
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Korrekturfaktor fur WEA und PVA basierend auf den Wetterdaten
des Jahres 2011

In Abbildung A.4 ist der Vergleich der Leistungsbereitstellung der
WEA basierend auf dem Anlagenbestand im Jahr 2011 laut der Eu-
ropean Energy Exchange (EEX) und resultierend aus der Simula-
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tion dargestellt. Daraus wird ersichtlich, dass die verwendete Mo-
dellierung eine gute Nachbildung realer Zustadnde ermdglicht. Die
EEX weist eine Energiebereitstellung der WEA im Jahr 2011 in
Hohe von 45,6 TWh aus. Die simulierte Energiemenge betragt
45,7 TWh. Die Auslastung der WEA liegt also bei ca. 1.600 Vbh. In
Abbildung A.4 werden in einigen Zeitpunkten leichte Abweichungen
zwischen den Einspeiseganglinien ersichtlich. Allerdings ist eine
eindeutige Korrelation zwischen den Ganglinien erkennbar. Die li-
neare Korrelation zwischen den Zeitreihen liegt bei 0,98 und der
NRMSE betragt ca. 4,9 %.

EEX ie3

1 101 201 301 401 501 601 701 801 901 1001 1101 1201 1301 1401

Abbildung A.4

Vergleich der Leistungsbereitstellung der WEA flr einen ausge-
wahlten Zeitraum im Jahr 2011

Fir WEA wird in Anlehnung an Annahmen im Szenariorahmen des
NEP 2025 ebenfalls eine Variante der Korrektur benétigt, die zu ei-
ner Leistungsbereitstellung von durchschnittlich 2.000 Vbh der An-
lagen an Land fihrt. In Abbildung A.5 ist der resultierende Korrek-
turfaktor fur WEA an Land im Vergleich mit dem Korrekturfaktor aus
Abbildung A.3 dargestellt. Fiur PVA gilt eine Auslastung von
950 Vbh. Der resultierende Korrekturfaktor ist in Abbildung A.6 dar-
gestellt.
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Abbildung A.5 Korrekturfaktor fir WEA zur Auslastung der Anlagen mit 2.000 Vbh
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Abbildung A.6 Korrekturfaktor flir PVA zur Auslastung der Anlagen mit 950 Vbh

A.2.2 Kraftwerkseinsatzoptimierung

Modellbeschreibung

Die entwickelte Kraftwerkseinsatzoptimierung ist ein sog. Security
Constrained Unit Commitment Modell, welches als gemischt-ganz-
zahliges lineares Programm (engl. Mixed-Integer Linear Program,
kurz: MILP) formuliert ist.

Die Optimierung hat zum Ziel, den kostenminimalen Einsatz kon-
ventioneller Kraftwerke und Speicher zur Deckung der elektrischen
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Last und der vorzuhaltenden Reserveleistung unter Berlcksichti-
gung der EE-Einspeisung, der verfiigbaren Ubertragungskapazita-
ten zwischen den Marktgebieten sowie der technischen, zum Tell
zeitkoppelnden Restriktionen der Erzeugungseinheiten und Spei-
cher zu bestimmen. Als technische Nebenbedingungen werden
hierbei u.a. Minimal- und Maximalleistungen, Nichtverfigbarkeiten,
Mindeststillstands- und Mindestbetriebszeiten, Leistungsgradienten
(im Betrieb und bei Anfahr- und Abfahrvorgangen), maximale Tur-
binen- und Pumpleistungen sowie maximale Speicherkapazitaten
bertcksichtigt.

Die begrenzten Ubertragungskapazitaten zwischen den betrachte-
ten Marktgebieten kdnnen in der Kraftwerkseinsatzoptimierung tber
verschiedene Kapazitdtsmodelle bertcksichtigt werden. Neben bi-
lateralen und koordinierten Ubertragungskapazitaten in Form von
NTC-Werten koénnen auch flussbasierte Parameter (lineare
Zweigsensitivitdten) einbezogen werden, sodass sowohl die Simu-
lation einer rein lastflussbasierten als auch einer hybriden Markt-
kopplung des Gesamtsystems mdglich ist. Bei der Simulation eines
flussbasierten Modells besteht zudem die Moglichkeit, (grenznahe)
lastflusssteuernde Betriebsmittel, wie HGU-Verbindungen und PST,
zu berucksichtigen.

Das formulierte Optimierungsproblem wird unter Anwendung eines
rollierenden Ansatzes geldst. Hierzu wird das Betrachtungsjahr in
sich Uberlappende Intervalle konstanter Breite unterteilt, welche die
Planungshorizonte der Marktteilnehmer reprasentieren. Diese Zeit-
intervalle werden sequentiell optimiert, wobei der ermittelte System-
zustand in einem festgelegten Zeitschritt des vorangegangenen In-
tervalls jeweils als Ausgangszustand fir das darauffolgende Opiti-
mierungsintervall dient. Zudem wird eine Vorsimulation durchge-
fuhrt, um einen eingeschwungenen Systemzustand direkt zu Be-
ginn des Betrachtungsjahres zu erzeugen. Das hierzu simulierte
Zeitfenster entspricht den letzten Zeitschritten des Betrachtungsjah-
res.

Aus den bereits 0.g. Ergebnissen der Optimierung (Fahrpléane kon-
ventioneller Kraftwerke und Speicher, Handelsflisse zwischen
Marktgebieten, nicht verwertbare Leistung) kénnen die Handels-
preise der einzelnen Marktgebiete sowie die volkswirtschaftlichen
Gesamtkosten der Energiebereitstellung (die Stromerzeugungskos-
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ten des Gesamtsystems) abgeleitet werden. Zudem lassen sich re-
sultierend aus den bereitgestellten Energiemengen die Treibhaus-
gasemissionen in den betrachteten Marktgebieten ermitteln.

Zur Einhaltung der CO»-Reduktionsziele der Bundesregierung wird
dem deutschen Stromsektor in den B2- und C-Untersuchungssze-
narien des NEP 2025 eine maximal zulassige CO;-Emissions-
menge vorgegeben. Um folglich den CO,-Ausstol3 des deutschen
Kraftwerksparks limitieren zu kénnen, wurde eine explizite Neben-
bedingung zur CO»>-Begrenzung in die Kraftwerkseinsatzoptimie-
rung integriert. Da die Kraftwerkseinsatzoptimierung unter Anwen-
dung eines rollierenden Ansatzes geldst wird, muss die maximal zu-
lassige jahrliche CO»-Emissionsmenge des jeweiligen Szenarios
auf die einzelnen Optimierungsintervalle aufgeteilt werden.

Das entwickelte Verfahren sieht dabei vor, dass jeder Stunde des
Jahres ein Emissionskontingent zugeteilt wird, welches aus zwei
Anteilen besteht.

Zum einen erhélt jede Stunde ein Emissionskontingent in Héhe des
CO.-AusstolRes, welcher allein aus der Must-Run-Erzeugung von
deutschen KWK-Anlagen in der jeweiligen Stunde resultiert. Dieser
wird bereits vor der Kraftwerkseinsatzoptimierung stundenscharf
berechnet und zur Sicherstellung der Losbarkeit des Optimierungs-
problems bericksichtigt.

Zum anderen wird jeder Stunde ein Emissionskontingent entspre-
chend ihres Anteils an der Jahres-Residualenergie Deutschlands
zugeordnet, welche somit als Mal3 fur die zu erwartende Einspei-
sung von CO; emittierenden Erzeugungsanlagen verwendet wird.
Hierzu wird die maximal zuldssige CO,-Jahresmenge des Szena-
rios vor der Aufteilung auf die Einzelstunden um den bereits zuge-
teilten jahrlichen CO,-Ausstol3 durch KWK-Anlagen reduziert und
entsprechend der Anzahl an zusatzlichen Zeitschritten, die auf-
grund der Vorsimulation hinzukommen, linear skaliert.

Bei der Bestimmung der Jahresresidualenergie werden Stunden mit
negativer Residuallast zu Null gesetzt, so dass diese kein Uber das
KWK-Kontingent hinausgehendes Emissionskontingent erhalten.
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Das Emissionskontingent jedes Optimierungsintervalls wird schlief3-
lich durch Addition aller zugehoérigen Stundenkontingente berech-
net. Um das CO,-Emissionsziel im Jahresverlauf vollstandig auszu-
nutzen, werden ungenutzte Emissionskontingente sequentiell zwi-
schen den Optimierungsintervallen bergeben.

Die formulierte Nebenbedingung der Kraftwerkseinsatzoptimierung
stellt sicher, dass der CO»-Ausstol? des deutschen Kraftwerksparks
in jedem Optimierungsintervall das ermittelte maximal zulassige
Emissionskontingent nicht Gbersteigt. Der aus der Erzeugung eines
Kraftwerks resultierende CO»-Ausstol3 wird dabei anhand des Wir-
kungsgrades des Kraftwerkes (eigene Annahmen) und seiner typ-
spezifischen Emissionen (aus [4]) ermittelt.

Die formulierte Summenbedingung lautet wie folgt:

Z Z MWh =< Ei,DE

SEMSlgEMgDE 0 278_ T]g

mit;

Erzeugung des Kraftwerks g (vom Typ k) in
Stunde s [MWh]

" 6 spezifische Emissionen des Kraftwerkstyps k [t/GJ]
= 7y Wirkungsgrad des Kraftwerks g (vom Typ k)

E;pg: maximal zulassige CO2-Emissionen des deutschen
Stromsektors in Optimierungsintervall i

* M,;: Menge aller Stunden des Optimierungsintervalls i

= M,pe: Menge aller deutschen Kraftwerke

Datenbasis fur die Kraftwerkseinsatzoptimierung bildet die durch
die BNetzA in [4] fur jedes Entwicklungsszenario bereitgestellte
Liste aller deutschen Kraftwerke. Fir die Modellierung des Kraft-
werksparks der ubrigen Lander der ENTSO-E-Region wurde eine
am ie® auf Basis von [31] entwickelte Kraftwerksdatenbank genutzt,
in der alle européischen Kraftwerksblocke sowie die relevanten
Kraftwerksparameter (u.a. Mindest- und Maximalleistungen, Min-
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deststillstands- und Mindestbetriebszeiten, Kraftwerkswirkungs-
grade) zusammengefasst sind. Diese Datenbank wird auch heran-
gezogen, um fehlende Informationen in der deutschen Kraftwerks-
liste der BNetzA zu ergénzen. Fur die Untersuchungen wird sicher-
gestellt, dass die Versorgungssicherheit in jedem Land in Anleh-
nung an die Prognosen des ENTSO-E in [33] gewahrleistet ist.

Die Grenzkosten der Kraftwerke werden u.a. anhand der in [32] ver-
offentlichten Brennstoff- und CO»-Zertifikatspreise sowie der in [4]
ausgewiesenen spezifischen CO2-Emissionen je Primarenergietra-
ger ermittelt. Geplante Nichtverfligbarkeiten von Kraftwerken wer-
den blockscharf sowie die vorzuhaltende Reserveleistung marktge-
bietsscharf beriicksichtigt. Planungshorizonte der Marktteilnehmer
werden mit 10 Tagen angesetzt.

Bei den durchgefiihrten Marktsimulationen wird jeweils ein europa-
weites Market Coupling basierend auf NTC-Werten angenommen.
Hierzu werden die in [32] veréffentlichten Ubertragungskapazitaten
zwischen Deutschland und den angrenzenden Marktgebieten ver-
wendet. Fir die Kuppelkapazitdten zwischen den Ubrigen Landern
der ENTSO-E-Region werden die in [34] ausgewiesenen Kapazita-
ten anhand des TYNDP der ENTSO-E fortgeschrieben.

Die mehrstufige Netzbetriebszustandssimulation ermdglicht es, die
aus den Netznutzungsfallen der Marktsimulation resultierenden Be-
lastungszustande des Ubertragungsnetzes zu ermitteln. Die Grund-
lage der Simulation bilden Netzberechnungen, flr deren Anwen-
dung verschiedene Entscheidungsgréf3en der Betriebsplanung fest-
gelegt werden miissen. Neben einer geeigneten Aufteilung der Ver-
lustleistung auf die Erzeugungseinheiten zur Deckung von Netzver-
lusten, ist die zukiinftige Betriebsweise lastflusssteuernder Netzele-
mente, wie bspw. HGU-Verbindungen und PST, anzunehmen.
Hierzu werden verschiedene Verfahren eingesetzt. Die Aufteilung
der Netzverluste auf die Erzeugungseinheiten erfolgt mithilfe einer
Heuristik, wohingegen fur die Ermittlung der Betriebspunkte interner
HGU-Verbindungen und der Stufenstellerpositionen von PST zwei
separate Optimierungsprobleme formuliert wurden. Hierbei wird an-
genommen, dass interne HGU-Systeme zukiinftig zur Entlastung
hoch belasteter, weitraumiger Drehstromkorridore eingesetzt wer-
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Abbildung A.7

den, wahrend durch den Einsatz von PST eine Angleichung zwi-
schen den im Markt gehandelten und den im Netz resultierenden
physikalischen Grenzkuppelfllissen angestrebt wird.

Ablauf der Simulation
Der Ablauf der Netzbetriebszustandssimulation ist in Abbildung A.7
dargestellt.

Eingangsdaten

+ Einspeise- u. Lastzeitreihen aus Marktsimulation
« Ubertragungsnetzmodell DC-Lastflussrechnung

: Auslastung der Betriebsmittel
Voreinstellung lastflusssteuernder Netzelemente

« Stufenstellerpositionen von PSTs
«  Betriebspunkte inlandischer HGUs AC-Lastflussrechnung

Tatséchliche Netzverluste

Deckung von Netzverlusten
Angepasster KW-Einsatz zur Deckung der Differenz
aus tatséchlichen u. abgeschétzten Netzverlusten AC-Lastflussrechnung

Auslastung der Betriebsmittel

Finale Einstellung lastflusssteuernder Netzelemente

» Stufenstellerpositionen von PSTs
« Betriebspunkte inlandischer HGUs AC-Lastflussrechnung

Auslastung der Betriebsmittel
(n-1)-Ausfallanalyse

« Auslastung der Betriebsmittel im (n-1)-Fall
« Haufigkeit u. Ausmafd von Engpassen im Netz

Ablauf der Netzbetriebszustandssimulation

In einem ersten Schritt werden die im Rahmen der Marktsimulation
ermittelten Einspeise- und Lastzeitreihen den Knoten des Ubertra-
gungsnetzmodells zugeordnet und eine DC-Leistungsflussrech-
nung durchgefuhrt, um den Belastungszustand des Netzes abzu-
schatzen. Anschlielend werden die vorlaufigen Betriebspunkte der
lastflusssteuernden Netzelemente durch das Lésen der o.g. Opti-
mierungsprobleme bestimmt. Auf dieser Basis werden mithilfe einer
AC-Leistungsflussrechnung die im Netz auftretenden Verluste er-
mittelt und der Kraftwerkseinsatz entsprechend der Abweichung ge-
geniber den bereits in der Marktsimulation berticksichtigten, abge-
schatzten Verlusten angepasst. Unter Beriicksichtigung der daraus
resultierenden modifizierten Einspeise- und Lastzeitreihen wird eine
erneute AC-Leistungsflussrechnung durchgefiihrt, um schlie3lich
durch eine abermalige Lésung der Optimierungsprobleme die finale
Einstellung der lastflusssteuernden Netzelemente zu berechnen.
AnschlieRend wird mithilfe einer weiteren AC-Leistungsflussrech-
nung der sich fur jeden Netznutzungsfall ergebende Belastungszu-
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stand bestimmt, der zusammen mit den Betriebspunkten der last-
flusssteuernden Betriebsmittel einen vollstandigen Netzbetriebszu-
stand fur den (n-0)-Fall beschreibt. AbschlieRend werden auf dieser
Grundlage (n-1)-Ausfallanalysen durchgefiihrt, sodass als Ergebnis
der Simulation die (n-0)- und (n-1)-Betriebszustande eines Netzes
Uber alle Zeitschritte des Betrachtungszeitraumes (typischerweise
fur alle 8.760 Stunden eines Jahres) fir weitere Analysen zur Ver-
fligung stehen.

Wie erwahnt, werden interne HGU-Systeme in der Simulation mit
dem Ziel eingesetzt, hoch belastete, weitrdumige Drehstromkorri-
dore zu entlasten. Hierfir wird ein DC-OPF-Verfahren genutzt, wel-
ches aus mathematischer Sicht ein MILP darstellt. In die zu mini-
mierende Zielfunktion gehen hierbei Strafterme fur hoch ausgelas-
tete Drehstromleitungen ein. Der Wert der Strafterme berechnet
sich durch Multiplikation der jeweiligen Leitungslange mit der resul-
tierenden transportierten (absoluten Schein-)Leistung der Leitung.
Letztere setzt sich dabei aus dem Leistungsfluss vor der Anpassung
der Wirkleistungsbetriebspunkte der HGU-Systeme, welcher in der
vorher stattgefundenen DC- bzw. AC-Leistungsflussrechnung er-
mittelt wurde, sowie der Leistungsflussdnderung infolge einer An-
passung der Betriebspunkte zusammen. Die Leistungsflussdnde-
rung wird tiber die Sensitivitaten der HGU-Leitungen bzw. der HGU-
Anschlussknoten im Drehstromnetz auf die Leitungen abgebildet.

Mit einem weiteren als MILP formulierten DC-OPF-Modell werden
die Stufenstellerpositionen von PST bestimmt. Hierbei gehen fur
alle Marktgebietspaare jeweils die (absolute) Differenz zwischen
dem in der Marktsimulation bestimmten Handelsfluss und dem phy-
sikalischen Leistungsfluss auf den jeweiligen Kuppelstellen in die zu
minimierende Zielfunktion ein. Der physikalische Leistungsfluss re-
sultiert analog zur HGU-Optimierung aus dem jeweiligen Leistungs-
fluss vor Anpassung der Stufenstellerpositionen sowie der Leis-
tungsflussdnderung durch diese Anpassung. Zur Modellierung des
Einflusses einer PST-Stufung auf die Leistungsflisse im Netz wer-
den Querregler-Zweig-Sensitivitaten (engl. Phase Shifter Distribu-
tion Factors, kurz: PSDF, vgl. [30]) verwendet.

Eine mathematische Beschreibung der beiden vorgestellten Opti-
mierungsverfahren findet sich in [17].
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Zur Abbildung des mdglichen Einsatzes von FLM wird ein Verfahren
eingesetzt, dass die meteorologischen Einfliisse auf die Stromtrag-
fahigkeit der Leiterseile, wie den kihlenden Effekt der Windge-
schwindigkeit, die Temperatur sowie die solare Einstrahlung, zeit-
punkt- und leitungsscharf ermittelt. Das Verfahren besteht aus vier
Schritten:

1. Erfassung meteorologischer Daten entlang des Trassenver-
laufs

2. Berechnung der Stromtragfahigkeit je meteorologischem
Standort

3. Ermittlung der begrenzenden Stromtragfahigkeit je Leitung

4. Begrenzung der Stromtragfahigkeit aufgrund von Stabilitats-
kriterien

Im ersten Schritt sind die meteorologischen Daten entlang der Tras-
senverlaufe zu ermitteln. Hierfur ist z.B. das ebenfalls fir die Simu-
lation der EE-Einspeisezeitreihen genutzte COSMO-EU Modell des
Deutschen Wetterdiensts geeignet [19]. Die Maschenweite der Git-
terdaten des Modells betragt etwa 7 km. Zur konservativen Ab-
schatzung oder auch bei einem unbekannten Trassenverlauf sollten
alle Gitterpunkte des Modells in einem gewissen Umkreis um den
jeweiligen Trassenverlauf berticksichtigt werden. Zur Bestimmung
des Umkreises bietet sich eine Ellipsenform an, welche auch zur
Trassenfindung bei Neubauten verwendet wird. Die Hauptachse der
Ellipse verbindet die Anfangs- und Endpunkte der Trassen um je-
weils 10 km verlangert und die Lange der Nebenachse entspricht
der halben Distanz der Hauptachse.

Basierend auf den Daten der meteorologisch erfassten Gitterpunkte
innerhalb der Ellipse wird je Trassenverlauf im zweiten Schritt die
Stromtragfahigkeit berechnet. Hierfur existieren abgestimmte Vor-
gehensweisen verschiedener Verbande wie z.B. der Cigré oder des
IEEE. Das Vorgehen in IEEE Std 738-2012/Cor 1-2013 bezieht die
meteorologischen Komponenten Windgeschwindigkeit, Windrich-
tung, Temperatur sowie solare Einstrahlung ein. Dabei hat die
Windgeschwindigkeit bei einer Erhéhung in Abhangigkeit des An-
stromwinkels zur Freileitung einen kuhlenden Effekt und die Tem-
peratur sowie solare Einstrahlung mit steigenden Werten einen er-
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warmenden Effekt. Die Berlcksichtigung dieser standortspezifi-
schen GroRRen fuhrt im Gegensatz zur Europaischen Norm
EN 50182, welche die Dauerstrombelastbarkeit unter Worst-Case-
Annahmen abschatzt, zu einer witterungsabhangigen Stromtragfa-
higkeit. Die Worst-Case-Annahmen der Norm werden mit 35°C fur
die AuRentemperatur, 900 W/m2 fir die Globalstrahlung und
0,6 m/s fur die Windanstromung in einem rechten Winkel zum Leiter
vorgegeben. Die Stromtragfahigkeit wird dann so bestimmt, dass
eine Betriebstemperatur des Leiterseils von 80°C nicht tberschrit-
ten wird. Bei der witterungsabhangigen Ermittlung der Stromtragfa-
higkeiten im Rahmen der Netzentwicklungsplanung ist zu beden-
ken, dass eventuelle Abschattungseffekte im Trassenverlauf oder
auch ein Restpotenzial fur die Betriebsfiihrung bertcksichtigt wer-
den sollten. Dies ist beispielsweise durch eine pauschale Reduzie-
rung der Windgeschwindigkeit moglich.

Im dritten Schritt wird die begrenzende Stromtragfahigkeit je Tras-
senverlauf ermittelt. Dazu wird das Minimum aller ermittelten witte-
rungsbedingten Stromtragféhigkeiten je Gitterpunkt innerhalb der
Ellipse bestimmt. Dadurch ist sichergestellt, dass eventuelle regio-
nale Gegebenheiten, die entlang des Trassenverlaufs zu unglnsti-
gen Witterungsbedingungen fuhren, berticksichtigt werden.

AbschlieRend werden im vierten Schritt die ermittelten Stromtragfa-
higkeiten hinsichtlich der dynamischen Stabilitat auf einen maximal
zulassigen Grenzstrom von 3.600 A begrenzt. Zudem kann hier
auch eine maximale Obergrenze der Tragfahigkeit auf einen gewis-
sen Prozentsatz gesetzt werden, wie z.B. 150 %. Fur Freileitungen,
die aufgrund der Mast- oder Fundamentkonstruktion nicht fir das
FLM geeignet sind, sollte folglich der Einsatz von FLM nicht bertck-
sichtigt werden.

Durch die Beriicksichtigung beschrankter Ubertragungskapazitaten
wird bereits in der Kraftwerkseinsatzoptimierung ein praventives
Engpassmanagement modelliert. Dennoch kénnen die aus der
Marktsimulation resultierenden Netznutzungsfalle Uberlasten im
Ubertragungsnetz, insbesondere auf marktgebietsinternen Dreh-
stromzweigen, hervorrufen. Zur Auflésung solcher im Rahmen der
Netzbetriebszustandssimulation identifizierter Engpasse im Uberta-
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gungsnetz wird ein internes Engpassmanagementmodell einge-
setzt. Ziel des Modells ist es, die zur Herstellung der Netzsicherheit
notwendigen Eingriffsmalinahmen bei minimalen Kosten zu ermit-
teln. Hierbei berticksichtigt das Modell verschiedene Arten von Ein-
griffsmafl3nahmen.

Als netzbezogene MalRnahmen koénnen die Wirkleistungsbetriebs-
punkte interner HGU-Systeme und die Stufenstellerpositionen von
PST angepasst werden. Zudem kdénnen marktbezogene Mafl3nah-
men, wie der Redispatch von konventionellen Kraftwerken und
Speichern sowie ein Lastmanagement, im Sinne einer Aktivierung
von ab- und zuschaltbaren Lasten, miteinbezogen werden. Dartiber
hinaus kann ein Einspeisemanagement von EE- und KWK-Anlagen
als Notmafinahme zur Sicherstellung des (n-1)-Kriteriums erfolgen.

Die Eingriffsreihenfolge der Malinahmen wird durch geeignete Wahl
der Kostenfaktoren in der Zielfunktion des Optimierungsproblems
festgelegt. Hierbei wird entsprechend der rechtlichen Vorschriften
nach § 13 EnWG die vorrangige Umsetzung der netzbezogenen ge-
genuber den marktbezogenen Malinahmen gewéhrleistet. Zudem
wird sichergestellt, dass ein Einspeisemanagement erst dann
durchgefuhrt wird, wenn die Potenziale der konventionellen Erzeu-
gungseinheiten zur Einspeisereduzierung vollstandig ausgeschdpft
sind, um den gesetzlich vorgeschriebenen Einspeisevorrang von
EE- und KWK-Anlagen gegentiber konventioneller Erzeugung zu
wabhren.

Das vorhandene Engpassmanagementmodell wird in der Literatur
als sog. Security Constrained Optimal Power Flow Modell bezeich-
net. Zur Reduzierung der Rechenzeit, insbesondere bei der Unter-
suchung grofRer Systeme wie des européischen Verbundsystems,
wurde es als rein lineares Programm ohne Ganzzahligkeitsent-
scheidungen formuliert. Im Gegensatz zur Kraftwerkseinsatzopti-
mierung, in der entweder keine (NTC-basierte Marktkopplung) oder
nur die vom grenziiberschreitenden Handel betroffenen AC-Zweige
(flussbasierte Marktkopplung) berlcksichtigt werden, erfolgt die
Engpassmanagementsimulation unter Bertcksichtigung aller rele-
vanten internen Zweige innerhalb eines bestimmten Netzabschnit-
tes, bspw. eines Marktgebietes. Um den Einfluss der zuvor genann-
ten MalRhahmen auf diese Zweige zu simulieren, wird ein lineares
Lastflussmodell verwendet. Das (n-1)-Sicherheitskriterium wird
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hierbei explizit Uber sog. Zwei-Zweig-Sensitivitaten (engl. Line Ou-
tage Distribution Factors, kurz: LODF, vgl. [35]) abgebildet.

Die simulative Ermittlung der notwendigen Eingriffsmalinahmen er-
folgt separat fir jeden Zeitschritt auf Basis ausgewahlter Ergebnisse
der vorherigen Simulationsstufen. Fur jeden dieser Zeitschritte wer-
den die Erh6hungs- bzw. Reduzierungspotenziale der thermischen
Kraftwerke hinsichtlich ihrer Wirkleistungsbereitstellung anhand ih-
rer jeweiligen zuvor bestimmten Betriebspunkte, ihrer Verfligbar-
keit, ihres Anteils an der Regelleistungsvorhaltung sowie ihrer ma-
ximalen Leistungsgradienten neu ermittelt.

Um sicherzustellen, dass sich nur diejenigen Kraftwerke am Redis-
patch beteiligen, die auch technisch dazu geeignet sind, erfolgt hier-
bei eine Fallunterscheidung je nach Betriebsstatus und Kraftwerks-
typ. Flexible Kraftwerkstechnologien, wie bspw. Gasturbinen oder
Gas- und Dampf-Kraftwerke, werden aufgrund ihrer geringen An-
fahrzeiten und hohen Leistungsgradienten zum Redispatch zuge-
lassen, auch wenn sie in der betrachteten Stunde nicht planmafiig
in Betrieb sind. Dahingegen werden nicht in Betrieb befindliche
Kohle- und Kernkraftwerke vom Redispatch ausgeschlossen, indem
ihre Wirkleistungsgrenzen zu Null gesetzt werden.

Fur Pumpspeicherkraftwerke werden die maximalen Anderungspo-
tenziale analog zum Vorgehen bei thermischen Kraftwerken ent-
sprechend ihrer maximalen Turbinier- und Pumpleistungen, ihrer
maximalen Speicherkapazitaten, ihrer aktuellen Betriebspunkte so-
wie ihrer jeweiligen Speicherfillstande ermittelt.

Ziel des Modells ist es nicht, die unter Annahme einer perfekten Vo-
raussicht optimale Betriebsplanung von UNB zu simulieren. Viel-
mehr soll fir die netzplanerische Perspektive eine weitere Mdglich-
keit zur Analyse von Schwachstellen im Netz sowie zur Bewertung
etwaiger Netzausbaumafl3inahmen geboten werden. Insbesondere
fur die MaRnahmenbewertung wird aufgrund der iterativen Ansatze
zur Ableitung von Priorisierungsreihenfolgen ein Modell benétigt,
bei dem sich der rechnerische Zeitaufwand trotz hohen Detailgra-
des der Eingangsdaten in Grenzen héalt. Aus diesen Griinden findet
keine zeitkoppelnde Simulation des Engpassmanagements unter
Berticksichtigung von Ein- und Ausschaltentscheidungen statt.
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