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Zusammenfassung

Durch verschiedene einschneidende Entwicklungen wie die Libera-
lisierung des Energiesektors, die Energiewende, die zunehmende
Kopplung der europaischen Energiemarkte oder die Sektorkopp-
lung befindet sich das Energiesystem im stetigen Wandel. Hier-
durch werden auch die elektrischen Versorgungsnetze vor neue
Herausforderungen gestellt. Elektrische Leistung wurde in der Ver-
gangenheit primér in zentralen GroRReinheiten und moglichst nahe
der Lastzentren bereitgestellt. Mit dem verstarkten Zubau von Ener-
gieumwandlungsanlagen basierend auf erneuerbaren Energien
(EE) in den vergangenen Jahren und der erwarteten Fortschreibung
dieser Entwicklung findet eine starke Dezentralisierung der Bereit-
stellung elektrischer Leistung statt. Zugleich nimmt der grenztber-
schreitende Handel und somit das Ausmal} der lastfernen Energie-
bereitstellung weiter zu.

In der Folge ist das Ubertragungsnetz zunehmend mit Leistungs-
transporten konfrontiert, fir die es gegenwartig nicht ausgelegt ist.
Dementsprechend nimmt die Anzahl betriebsbedingter Eingriffe in
den Strommarkt zur Gewahrleistung der Systemsicherheit in den
letzten Jahren stetig zu [1]. Eine Fortfliihrung dieses Trends ist so-
wohl mit steigenden volkswirtschaftlichen Kosten als auch mit einer
Gefahrdung der Versorgungszuverlassigkeit verbunden. Daher er-
fordert eine erfolgreiche Transformation des Energiesystems hin zu
einem 0©kologisch nachhaltigen Gesamtsystem einen Um- bzw.
Ausbau der elektrischen Versorgungsnetze, insbesondere auch des
Ubertragungsnetzes.

Die deutschen Ubertragungsnetzbetreiber (UNB) sind nach
8 12 des Energiewirtschaftsgesetzes (EnWG) dazu verpflichtet, ihre
Planungen zum Ausbau des deutschen Ubertragungsnetzes fiir die
kommenden Jahrzehnte zu veroffentlichen. Dies geschieht alle zwei
Jahre (vormals jahrlich) im Rahmen des Netzentwicklungsplans
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(NEP) auf Basis eines von der Bundesnetzagentur (BNetzA) geneh-
migten Szenariorahmens. Die BNetzA hat diesbezuglich den Auf-
trag, die energiewirtschaftliche Notwendigkeit der im NEP identifi-
Zierten Netzausbaumaf3nahmen zu prifen und ggf. zu bestétigen.
Im Rahmen dieser Priifung strebt die BNetzA die Unterstutzung
durch einen fachkundigen Dritten als Gutachter zur sachgerechten
und objektiven Beurteilung des NEP an. Das vorliegende Dokument
stellt die dementsprechende Begutachtung des NEP 2030 (Version
2017) [2] durch die ef.Ruhr GmbH in Kooperation mit dem Institut
fur Energiesysteme, Energieeffizienz und Energiewirtschaft (ie3) der
TU Dortmund dar.

In dieser gutachterlichen Konstellation wurde bereits der vorherige
NEP 2025 [3] gepruft und die Prifergebnisse in [4] verdffentlicht.
Zusammengefasst wurde den UNB darin ein grundsatzlich fundier-
tes und nachvollziehbares Vorgehen im Rahmen des NEP-Prozes-
ses bescheinigt. Vereinzelt wurde jedoch auch auf alternative me-
thodische Vorgehen hingewiesen sowie der Bedarf nach mehr
Transparenz in einigen Prozessschritten festgestellt.

Im Vergleich zum NEP 2025 ergaben sich im NEP 2030 wesentli-
che Anderungen insbesondere im Bereich der Modellierung der
elektrischen Nachfrageseite als Reaktion auf die zunehmende Re-
levanz der Sektorkopplung als auch in der Erweiterung des Prifpro-
zesses von AusbaumafRnahmen im Kurzzeitbereich durch die Un-
tersuchung sogenannter Ad-Hoc-MaflRhahmen. Folglich stellen
diese beiden Aspekte thematische Schwerpunkte im vorliegenden
Gutachten dar.

Nach § 11 Abs. 1 des EnWG sind die UNB zur Gewabhrleistung ei-
nes diskriminierungsfreien, zuverlassigen und leistungsfahigen Be-
triebs ihrer Netze sowie zur Planung des hierfiir notwendigen, wirt-
schaftlich zumutbaren Netzausbaus verpflichtet. Um dieser Auf-
gabe gerecht zu werden, erfolgt im Rahmen des NEP die strategi-
sche Zielnetzplanung in zwei wesentlichen Teilschritten.

Im ersten Schritt werden die zukinftigen Anforderungen der Netz-
teilnehmer, kurzum die Versorgungsaufgabe, an das Netz abgelei-
tet. Grundlage hierfir ist der Szenariorahmen, der unterschiedliche
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Entwicklungspfade der einzelnen Erzeugungstechnologien und des
Stromverbrauchs aufzeigt, deren Parameter nach Vorschlag durch
die UNB und Konsultation der Offentlichkeit von der BNetzA geneh-
migt werden. Hiervon ausgehend werden Netznutzungsfalle gene-
riert, indem zunéachst der elektrische Energieverbrauch und der EE-
Zubau regional verortet, sprich regionalisiert, werden. AnschlieRend
erfolgen die Bestimmung der zugehorigen Last- und EE-Zeitreihen
sowie die Ermittlung des Einsatzes von konventionellen Kraftwer-
ken und Speichern zur Deckung der Residuallast, also der elektri-
schen Nachfrage nach Abzug der EE-Einspeisung.

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 von Netzsimulatio-
nen Schwachstellen des Ausgangsnetzes hinsichtlich der geforder-
ten Transportaufgabe analysiert, mogliche planerische Handlungs-
alternativen zur Behebung dieser Schwachstellen anhand des
NOVA-Konzepts (Netzoptimierung vor Netzverstarkung vor Netz-
ausbau) gegeneinander abgewogen und der Nutzen der letztlich
identifizierten Ausbaumalnahmen mittels multikriterieller Bewer-
tungskriterien ausgewiesen.

Im vorliegenden Gutachten wird untersucht, ob die entlang des Pla-
nungsprozesses im Rahmen des NEP 2030 verwendeten Metho-
den, Modelle und Annahmen nachvollziehbar und wissenschaftlich
fundiert sind, sowie eine robuste, nachhaltige Zielnetzplanung er-
moglichen. Wo dies nicht der Fall ist, werden Schwachstellen be-
nannt und gegebenenfalls Alternativen aufgezeigt. Fur diese Ziel-
stellung werden das Vorgehen und die Ergebnisse der UNB schritt-
weise anhand der gutachtereigenen Markt- und Netzsimulationsum-
gebung validiert, welche gesondert in Kapitel A beschrieben wird.

Hinsichtlich einer maglichst zutreffenden Ableitung der zuklnftigen
Versorgungsaufgabe an das Ubertragungsnetz wird insbesondere
folgenden Fragestellungen nachgegangen:
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e Wird die regionale und zeitliche elektrische Leistungsnach-
frage nachvollziehbar abgeleitet, speziell im Hinblick auf
neue Stromanwendungen, die Uber gewisse Flexibilitdtspo-
tenziale in ihrem zeitlichen Leistungsbezug verfligen?

e Erfolgt eine schliissige Regionalisierung von EE und sind die
hieraus resultierenden Einspeisezeitreihen unter Berick-
sichtigung der Spitzenkappung als realistisch einzustufen?

e Sind die Ergebnisse der Marktsimulation plausibel, insbe-
sondere vor dem Hintergrund der zunehmenden Heteroge-
nitdt und Anzahl von Strommarktteilnehmern infolge der
Sektorkopplung?

Zur Beantwortung dieser Fragestellungen wird die Modellierung von
Stromnachfrage und Stromangebot in zwei getrennten Kapiteln va-
lidiert. Zunachst wird in Kapitel 2 das Vorgehen der UNB zur Model-
lierung der Stromnachfrage begutachtet. Dies umfasst zum einen
im Hinblick auf die Gesamtlast Deutschlands eine qualitative Be-
wertung der genutzten NEP-Regionalisierungsmethodik als auch
Vergleiche der resultierenden Ergebnisse mit denjenigen, die mit ei-
ner nachgebildeten Methodik vom Gutachter erstellt wurden. Zum
anderen werden die Vorgehensweisen bei der im NEP 2030 erst-
malig erfolgten expliziten Modellierung neuer Stromanwendungen
und Lastmanagement-Verfahren anhand der diesbeziiglichen vor-
liegenden Ergebnisse und Eingangsparameter bewertet. Als neue
Stromanwendungen werden hierbei Elektrofahrzeuge (engl. Electric
Vehicles, kurz: EV), Warmepumpen (WP) und Solarstromspeicher
zur Eigenversorgung definiert. Zudem werden neuartige Power-to-
Gas-(PtG-)Konzepte sowie das Demand Side Management (DSM)
als Verfahren zum flexiblen Lastmanagement definiert.

Anschlieend wird in Kapitel 3 zunachst die Modellierung des Leis-
tungsangebots von EE diskutiert. Dies umfasst sowohl eine qualita-
tive Bewertung der Regionalisierungsmethodik als auch Vergleiche
der vorliegenden Ergebnisse mit denen basierend auf einer nach-
gebildeten Methodik des Gutachters. Ebenso werden die von den
UNB simulierten Einspeisezeitreinen fir Windenergieanla-
gen (WEA) und Photovoltaikanlagen (PVA) denen des Gutachters
gegenubergestellt. 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-
litdt der Marktsimulationsergebnisse, unter Bertcksichtigung der in
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den meisten Szenarien vorgegebenen Kohlenstoffdioxid-
(CO2-) Emissionsbegrenzung, beurteilt. Dazu erfolgt ein Vergleich
der NEP-Ergebnisse mit denen des Gutachters. In diesem Zusam-
menhang werden auch die im NEP verwendeten marktseitigen Ein-
gangsparameter der europaischen Marktsimulation sowie die Me-
thodik zur Modellierung des Auslandes aufgegriffen.

In Bezug auf das Vorgehen zur Bestimmung des notwendigen Netz-
ausbaubedarfs werden die nachstehenden Punkte adressiert:

- Werden im Rahmen der Netzsimulation geeignete Berech-
nungsverfahren eingesetzt, sodass Schwachstellen des
Netzes adaquat analysiert werden kbnnen?

- Wie werden die bestehenden und die infolge der geplanten
Errichtung zahlreicher leistungsflusssteuernder Betriebsmit-
tel hinzukommenden netzbetrieblichen Freiheitsgrade im
Planungsprozess genutzt?

- Erfolgt die Identifikation notwendiger Netzverstarkungs- und
Netzausbaumalinahmen anhand eines nachvollziehbaren
Planungskonzepts und sinnvoller Bewertungskriterien?

Hierzu wird in Kapitel 4 zunachst die grundlegende Systematik der
UNB bei der Identifikation notwendiger planerischer MaRnahmen
zusammengefasst und beurteilt. Zudem werden die im Rahmen der
Netzsimulation angenommenen Konzepte zum Betrieb leistungs-
flusssteuernder Betriebsmittel, einige Aspekte zur Modellierung des
Netzes sowie weitere Faktoren, die einen relevanten Einfluss auf
die bestimmte Netzbelastung haben kénnen, kritisch diskutiert. Ab-
schlieend wird nochmals gesondert auf die besondere Problem-
stellung der Beriicksichtigung (netz-)betrieblicher Reserven im Pla-
nungsprozess eingegangen.

Die explizite Prifung der energiewirtschaftlichen Notwendigkeit der
Ausbauvorhaben des NEP 2030 in den dort behandelten Zieljah-
ren 2030 und 2035 fand im Rahmen der gutachterlichen Tatigkeit
nicht statt. Diese Prufung ist der BNetzA vorbehalten, die ihre dies-
beziglichen Ergebnisse in [5] verdffentlicht hat. Der Gutachter hat
die BNetzA parallel zu diesem Entscheidungsprozess durch die vor-
liegende methodische Begutachtung des NEP 2030 sowie durch
guantitative Untersuchungen zusétzlicher, tiber den NEP 2030 hin-
ausgehender Szenarien unterstitzt.
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Zudem prufte der Gutachter im Auftrag der BNetzA die energiewirt-
schaftliche Eignung sogenannter Ad-Hoc-MalRnahmen im Zeitraum
von 2023 bis 2025. Diese netzverstarkenden Ausbaumaflnahmen
wurden abseits des eigentlichen NEP-Prozesses von den UNB ein-
gebracht, um den zu erwartenden zusatzlichen Bedarf an Redis-
patch und Einspeisemanagement in Folge der Abschaltung der
Kernkraftwerke in 2022 bis zur geplanten Inbetriebnahme der inner-
deutschen Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragungs-(HGU-)Ver-
bindungen im Laufe des Jahres 2025 zu mindern. Das Vorgehen
bei dieser Prifung und die resultierenden Ergebnisse werden im
Kapitel 5 vorgestellt.

Die gutachterliche Untersuchung und Validierung hat ergeben, dass
die Netzausplanung im NEP 2030 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 weitestgehend nachvollziehbar und korrekt
hergeleitet werden. Im Einzelnen konnten folgende Punkte positiv
validiert werden:

e Die zukinftige Stromnachfrage in Deutschland wird plausi-
bel abgebildet, da eine realitatsnahe Zerlegung der Last-
ganglinie differenziert nach Sektoren und Technologien
stattfindet und ein durchaus nachvollziehbares Einsatzver-
halten neuer Stromanwendungen aus ihren nativen Lastpro-
filen und diesbezuglichen Flexibilitdtspotenzialen resultiert.

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

e Die Ergebnisse der Marktsimulation zeigen eine hohe Ahn-
lichkeit mit denen des Gutachters, was die gesamte Metho-
dik der Marktsimulation vor dem Hintergrund der enormen
Heterogenitat und Vielzahl der Marktteilnehmer und der so-
mit bestehenden zahlreichen modelltechnischen Freiheits-
grade quantitativ validiert.
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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 Einige netzbetriebliche Freiheitsgrade werden bereits im
Planungsprozess (zumeist zweckmalflig) genutzt, wohinge-
gen andere aufgrund von Prognoseunsicherheiten im Pla-
nungsprozess dem zukinftigen Netzbetrieb als Reserven
vorbehalten werden.

e Durch Anwendung des NOVA-Prinzips zur Bestimmung not-
wendiger planerischer Mallhahmen wird angestrebt, den
Netzausbau auf das notwendige Mal3 zu reduzieren, und
mithilfe verschiedener Kriterien wird der Nutzen identifizier-
ter Mal3nahmen objektiv dargestellt.

Zudem belegen das Ausmal} des im Rahmen der Prifung der Ad-
Hoc-MalRnahmen ermittelten Engpassmanagementbedarfs sowie
die resultierenden Kosten die Notwendigkeit der bisher durch die
BNetzA bestatigten Ausbaumalinahmen, insbesondere die der
HGU-Verbindungen. Die bestatigten Ad-Hoc-MaRnahmen kénnen
im Zeitraum von 2023 his 2025 zwar eine erhebliche positive Wir-
kung entfalten, jedoch liegt das resultierende Engpassmanage-
mentniveau immer noch deutlich tber dem heutigen.

Trotz des prinzipiell positiven Gesamteindrucks hinsichtlich des
Vorgehens der UNB sieht der Gutachter in einigen Punkten Verbes-
serungspotenzial und Anderungsbedarf. Viele dieser Punkte wur-
den bereits in [4] angeflihrt, sodass diesbeziiglich nur an wenigen
Stellen ein Fortschritt gegentiber dem Vorgehen im NEP 2025 fest-
gestellt werden kann. So ist anzumerken, dass Sensitivitatsbetrach-
tungen im NEP lediglich durch die Definition der verschiedenen
Szenarien innerhalb des Szenariorahmens erfolgen. Annahmen
entlang der Planungsprozesskette werden hingegen nicht variiert,
insbesondere sind diesbeziiglich folgende Punkte zu nennen:

e 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.

e Den EE-Einspeisezeitreihen und den Lastzeitreihen liegt nur
ein historisches Wetterjahr zugrunde. Zwar ist wahrschein-
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lich, dass im Verlauf jeden Jahres etwaige Extremsituatio-
nen, die im Planungsprozess bericksichtigt werden sollten,
auftreten. Eine entsprechende Sensitivitdtsanalyse hierzu,
ggf. auRerhalb des NEP-Prozesses, findet jedoch nicht statt.

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

Die (etwaige) CO2-Emissionsbegrenzung des Stromsektors
wird von den UNB durch eine fixe Erhéhung der CO,-Preise
in Deutschland modelliert, der Gutachter bericksichtigt sie
als explizite Nebenbedingung in der Kraftwerkseinsatzopti-
mierung. Resultierend ergibt sich trotz Verwendung unter-
schiedlicher Ansétze jedoch jeweils eine Verlagerung der
Erzeugung aus konventionellen deutschen Kraftwerke in
das Ausland. Aufgrund des Fehlens eines klar definierten,
ordnungspolitischen Instruments zur Einhaltung der CO»-
Emissionsgrenze, wird seitens des Gutachters somit auf
eine Empfehlung fir eine der beiden Alternativen verzichtet.
Zur Steuerung der geplanten HGU-Verbindungen wird ein
Verfahren eingesetzt, bei welchem die Hohe (jedoch nicht
die Richtung) der jeweilig transportierten Wirkleistung we-
sentlich von einem manuell zu wahlenden Parameter ab-
hangt. Dies erschwert die objektive Bewertung des Nutzens
der einzelnen Verbindungen und setzt eine Neuparametrie-
rung bei einschneidenden Verdnderungen der Netztopolo-
gie voraus. Demgegeniber werden die Wirkleistungsbe-
triebspunkte der HGU-Systeme seitens des Gutachters mit-
hilfe eines Optimierungsverfahrens bestimmt, welches die
kombinierte Wirkung aller Systeme in Abhangigkeit der ak-
tuellen Netztopologie berticksichtigt.

Das etwaige zusétzliche Belastungspotenzial von Freileitun-
gen infolge giinstiger lokaler Witterungsbedingungen, das
durch den Einsatz von Freileitungsmonitoring (FLM) er-
schlossen werden kann, wird von den UNB indirekt abge-
schatzt. Als EinflussgrofRen werden die momentane Wind-
einspeisung sowie die Zugehorigkeit der jeweiligen Freilei-
tung zu einer von drei geographischen Zonen Deutschlands
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verwendeten. Das tatsachliche Belastungspotenzial kann
somit sowohl Uber- als auch unterschéatzt werden. Eine di-
rekte Berechnung der Stromtragfahigkeiten von Freileitun-
gen in Abhangigkeit der lagegenauen Wetterdaten stellt eine
genauere Alternative dar.

Darluber hinaus hat der Gutachter beztiglich folgender Vorgehens-
weisen offensichtliches Verbesserungspotenzial festgestellt:

Infolge der expliziten Modellierung neuer Stromanwendun-
gen wie von EV oder WP kénnen neue Lastspitzen auftre-
ten. Zuséatzlich kénnen diese Lastspitzen durch den kosten-
optimalen Betrieb lastmanagementfahiger Stromanwendun-
gen einerseits reduziert, andererseits aber auch weiter er-
hoht werden. Der Szenariorahmen gibt jedoch grundséatzlich
fur alle Szenarien eine maximale Jahreshochstlast
i. H. v. 84 GW vor. Um diesen Wert einzuhalten, werden die
originar resultierenden gesteuerten Lastprofile dieser
Stromanwendungen nochmals angepasst und somit ver-
zerrt. Korrekt ware, auf die Vorgabe eines Werts fiir die Spit-
zenlast im Szenariorahmen zu verzichten, da sich dieser
Wert intrinsisch aus dem Verhalten der Stromnachfrager
ergibt und nicht umgekehrt.

Die elektrische Nachfrage von PtG-Umwandlungsanlagen
wird nicht explizit modelliert. Stattdessen wird angenom-
men, dass derjenige Teil der bereitgestellten Energie von
EE, der durch die Spitzenkappung nicht in das Netz einge-
speist werden kann, zur Deckung dieser Nachfrage genutzt
wird. Diese Annahme mag fir geringe PtG-Leistungen wie
im zugrundeliegenden Szenariorahmen [6] (2 GW) noch zu-
treffen. Bei zuklnftig etwaig hoheren Leistungsprognosen
ist sie jedoch durch eine explizite Modellierung des Betriebs-
verhaltens von PtG-Anlagen zu ersetzen.

Die Gewahrleistung zuléassiger Spannungsbander im Netz
ist einer der deklarierten Planungsgrundséatze 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-
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lich, wie mit der verwendeten Modellierung die Gewéahrleis-
tung dieses Planungsgrundsatzes Uberprift werden kann,
da der Blindleistungshaushalt von diesen fiktiven Elementen
wesentlich beeinflusst wird.

SchlieBlich ist hinsichtlich einiger Prozessschritte eine genauere
Beschreibung im NEP und den Begleitdokumenten wiinschenswert.
Zwar konnte das Vorgehen der UNB anhand der vorhandenen Do-
kumente und der zur Verflgung gestellten Ergebnisse, Modelle und
Daten weitestgehend nachvollzogen werden. Jedoch besteht wei-
terhin Unklarheit beztglich folgender Punkte, fir die wissenschaft-
lich-technische Herleitungen bzw. Festlegungen wiinschenswert
und notwendig waren:

¢ Welche Methoden werden zur Bestimmung der gesteuerten
Lastprofile neuer Stromanwendungen (EV, WP), der Verflig-
barkeitsprofile von DSM-Prozessen, der Einspeisezeitreihen
von WEA und PVA sowie der warmebedingten Einsétze von
GroRR-Kraft-Warme-Kopplungs-(KWK-)Anlagen verwendet?

e Wie werden im Rahmen der Netzsimulation wesentliche Pa-
rameter, bspw. zur Steuerung der HGU-Verbindungen, so-
wie der Einsatz von Phasenschiebertransformatoren (PST)
und der Netznormalschaltzustand bestimmt?

¢ Wieso werden gewisse netzseitige betriebliche Freiheits-
grade dem zukinftigen Netzbetrieb ganz (Schalthandlun-
gen) oder nur teilweise (FLM-/PST-Einsatz) vorbehalten, an-
dere hingegen gar nicht (HGU-Einsatz)?

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. Daher ist der im NEP gewéhlte
Kompromiss zwischen pragmatischem Vorgehen und wissenschaft-
licher Prazision vor dem Hintergrund des endlichen Zeitrahmens fir
die Erstellung des NEP zumeist nachvollziehbar und sinnvoll.
Nichtsdestotrotz ist im Rahmen zuklnftiger NEP-Prozesse eine
Auseinandersetzung mit den oben genannten Punkten geboten, um
alle Faktoren, die den Netzausbaubedarf wesentlich beeinflussen
kénnten, gebihrend zu berticksichtigen.
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2 Validierung der Ver-
sorgungsaufgabe:
Stromnachfrage

Im Rahmen der Lastmodellierung leiten die UNB auf Basis des Sze-
nariorahmens die zuklnftige nationale Stromnachfrage ab. Konkret
wird bestimmt, wo, wann und in welcher Héhe elektrische Leistung
nachgefragt wird. Die hierbei im Rahmen des NEP verwendeten
Methoden und Modelle sowie die resultierenden Ergebnisse werden
in diesem Kapitel validiert. Dabei werden zunachst der Gesamt-
strombedarf Deutschlands und anschliel3end detailliert die neuen
Stromanwendungen, wie EV, WP, PV-Kleinspeicher und Power-to-
X-Technologien, im Einzelnen betrachtet.

Zusammenfassung der Kernergebnisse

Die Lastmodellierung des NEP ermittelt unter Bertick-
sichtigung aller derzeit absehbarer Faktoren zeitlich
und réumlich hoch aufgeldste Zeitreihen des elektri-
schen Energiebedarfs differenziert nach Sektoren
und Technologien.

Durch neue Stromanwendungen hervorgerufene
strukturelle Veranderungen im zeitlichen Verlauf der
elektrischen Leistungsnachfrage werden explizit be-

rticksichtigt.

Die Vorgabe einer konstanten Jahreshochstlast
i. H.v. 84 GW in allen NEP-Szenarien ist vor dem
Hintergrund der daraus resultierenden Notwendigkeit
einer Modifikation der Lastprofile neuer Stromanwen-
dungen zur Einhaltung der Vorgaben der Genehmi-
gung kritisch zu hinterfragen.

Es erfolgt keine explizite Modellierung des Betriebs-
verhaltens von PtG-Anlagen, stattdessen wird ange-
nommen, dass dieses implizit bereits in der Spitzen-
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kappung bericksichtigt wird. Bei hoheren PtG-Leis-
tungsprognosen in zukinftigen Szenarien ist jedoch
eine explizite Modellierung erforderlich.

Die Dokumentation der Methodik zur Generierung ge-
steuerter Lastprofile von EV und WP im NEP sowie in

den Begleitdokumenten ist zum Teil unvollstéandig
und wesentliche Werte von Parametern, die zur Si-
mulation einer flexiblen Betriebsweise bendtigt wer-
den, sind nicht veroffentlicht. Gleiches gilt fiir die spe-
zifischen Parameterwerte von DSM-Prozessen.

2.1 Nationale Stromnachfrage

Die vier UNB modellieren im NEP 2030 erstmalig die nationale
Stromnachfrage mit hoher regionaler und zeitlicher Detailtiefe. Hier-
fur greifen sie auf das Energienachfragemodell FORECAST und
das Lastgangmodell eLoad vom Fraunhofer ISI zuriick. Im Folgen-
den werden die Modelle kurz vorgestellt' und gutachterlich bewer-
tet. AnschlieRend wird die Regionalisierung der UNB durch den Gut-
achter nachgebildet. Konkret werden von den UNB getroffenen An-
nahmen der Regionalisierung in die gutachtereigene Regionalisie-
rungsmethodik tbernommen und die jeweiligen Ergebnisse gegen-
Ubergestellt. Dabei liegt der thematische Schwerpunkt in diesem
Unterkapitel auf der gesamten Stromnachfrage in Deutschland.

Vorgehen zur Bestimmung der Stromnachfrage

Das Modell FORECAST ist als technologiebasierter Bottom-up-An-
satz konzipiert und setzt sich aus den Bausteinen FORECAST-
Makro, FORECAST-Pricing und FORECAST zusammen. Fir ein
bestimmtes Szenario werden Basisdaten wie Bevélkerung und
Bruttoinlandsprodukt festgelegt. Diese dienen als Eingangsgroflie
fur das FORECAST-Makro und FORECAST-Pricing. Aufbauend auf
historischen Zeitreihen einzelner sektorspezifischer Aktivitatsgro-
Ren? werden zukinftige AktivitatsgroRen im FORECAST-Makro

1s. [7] fur detailliertere Informationen

2 Unter einer Sektor spezifischen Aktivitatsgrofle ist bspw. die Anzahl der
Haushalte, das verfiigbare Einkommen, die Anzahl der Beschéftigten, die
physikalische Produktion, die Bruttowertschopfung, die Hohe zurtickgeleg-
ter Personen- und Tonnenkilometer im Verkehrssektor sowie das Bruttoin-
landprodukt zu verstehen.
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sektorenscharf generiert. Das FORECAST-Pricing bestimmt aus
den Entwicklungen der Weltmarktpreise und den Strom-Grof3han-
delspreisen die sektorspezifischen Endverbraucherpreise. Die Er-
gebnisse des FORECAST-Makro und FORECAST-Pricing sind die
Eingangsgrof3en fur das Modul FORECAST. Hier wird die Energie-
nachfrage aufgeteilt nach den Sektoren Gewerbe, Handel und
Dienstleistungen (GHD), Haushalten (HH), Industrie sowie Verkehr
ermittelt. Die Ergebnisse basieren auf technologischen und energie-
politischen Entwicklungspfaden und liefern den nationalen Net-
tostrombedarf.

Anschlieend wird der nationale Nettostrombedarf auf Landkreis-
ebene in einem Top-Down Ansatz regionalisiert. Die Parameter fr
die Verteilungsschlissel werden sektorenspezifisch ausgewahlt.
Durch eine Multilevel-Uberpriifung, die die Treiber und Stromnach-
frage auf der Ebene der Landesbilanz und Bundesland abgleicht,
werden die Ergebnisse validiert.

Das eLOAD-Modell modelliert die zukiinftigen Lastprofile mit einem
Ansatz zur partiellen Lastdekomposition. Aufbauend auf technolo-
giespezifischen Lastprofilen, historischen Lastkurven und Wetterda-
ten werden strukturelle Anderungen in den Lastverlaufen beriick-
sichtigt und Lastverlaufe fir Zukunftsszenarien generiert. Im Ge-
gensatz zum Vorgehen im Rahmen vergangener NEP-Prozesse
werden die zukiinftigen Lastverlaufe nicht durch Skalierung histori-
scher Verlaufe erzeugt, sondern Entwicklungen wie Energieeffizi-
enz und neue Lastkomponenten wie EV adaquat beriicksichtigt und
Lastverlaufe entsprechend angepasst.

Mithilfe der Verteilungsschliissel fir die jahrliche sektorale Strom-
nachfrage auf Landkreisebene wird der nationale Lastverlauf fir das
Basisjahr regionalisiert. Hierbei werden identische sektorale Last-
profile fur alle Landkreise unterstellt. Durch die unterschiedliche
sektorale Zusammensetzung je Landkreis ergeben sich verschie-
dene Lastverlaufe je Landkreis. Entsprechend der partiellen Last-
dekomposition werden die Lastverlaufe auf Landkreisebene fir das
Zukunftsszenario angepasst.
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Die dem NEP zugrunde liegende Regionalisierung der elektrischen
Stromnachfrage basiert auf einem Detailmodell, das sowohl sekt-
orale Einflisse als auch Basisgrof3en wie Bevolkerungsanzahl etc.
bertcksichtigt. Hierdurch kbnnen angenommene strukturelle Veran-
derungen adaquat bericksichtigt werden. Durch die Regionalisie-
rung auf Landkreisebene wird ein hoher Detailgrad erreicht. Aller-
dings spiegelt die Regionalisierung nur eine mogliche Realisierung
wider. Eine Untersuchung der Sensitivitat alternativer Realisierun-
gen ware winschenswert, um den Einfluss unterschiedlicher Regi-
onalisierungen auf das Ubertragungsnetz untersuchen zu kénnen.

Zur Validierung der Methode der UNB hat der Gutachter die Last-
verlaufe mit einem eigenen Modell unter Verwendung der von den
UNB beruicksichtigen Annahmen des Szenariorahmens generiert.
Das Modell beriicksichtigt ebenso sektorenspezifische Lastcharak-
teristika und setzt den Lastverlauf aus den Lastverlaufen verschie-
dener Systemkomponenten zusammen. Die folgenden Beschrei-
bungen geben eine Ubersicht tiber das verwendete Modell, weiter-
fuhrende Informationen finden sich in [8].

Die Regionalisierung der Last wird auf Gemeindeebene durchge-
fuhrt. GemanR der Arbeitsgemeinschaft Energiebilanzen wird zwi-
schen den Sektoren Industrie, Verkehr, GHD und private HH unter-
schieden [9], da diese unterschiedliche regionale Verteilungen zu-
folge haben. Basierend auf historischen Daten wird die Gesamtlast
auf diese Sektoren aufgeteilt und mit eindimensionalen Regionali-
sierungsfaktoren in die deutschen Gemeinden verortet. Fir die Re-
gionalisierung der Industrielast wird die Bruttowertschopfung der
Land- und Forstwirtschaft, der Fischerei sowie des produzierenden
Gewerbes verwendet [10]. Die Verkehrslast wird gemaf der Vertei-
lung der Gesamtbevdélkerung in stadtischen Gebieten regionalisiert,
die GHD-Last auf Basis der Bruttowertschopfung der Dienstleis-
tungsbereiche und die privaten HH gemafl der Gesamtbevilke-
rung [11].

Im Jahr 1999 wurden in [12] Standardlastprofile fur Haushalts-,
Landwirtschafts- und Kleingewerbekunden entwickelt. Fur leis-
tungsgemessene Kunden, also vorwiegend grof3ere Gewerbebe-
triebe und Industrieunternehmen, existieren keine standardisierten
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Profile. Daher wird fir den HH-Sektor das Standardlastprofil HO ver-
wendet, das zwischen Wochentagen und Jahreszeiten unterschei-
det. Die Tagesprofile werden aneinandergereiht, mit einem tages-
abhangigen Dynamisierungsfaktor multipliziert und auf den elektri-
schen Energiebedarf des HH-Sektors einer Gemeinde skaliert. Die
Summe aller Gemeindeprofile ergibt dann die deutschlandweite
HH-Last. Alle weiteren Sektoren werden aggregiert betrachtet und
mit einem Restlastprofil modelliert. Dieses ergibt sich aus der Ge-
samtlast Deutschlands abziiglich der deutschlandweiten HH-Last.
Die Gesamtlast Deutschlands entstammt den Verdffentlichungen
des European Network of Transmission System Operators for
Electricity (ENTSO-E) [13] und wird entsprechend dem Basisjahr
der Simulation ausgewahlt. GemanR der Zukunftsprognose wird die
Gesamtlast linear skaliert.

Um die anhand der nachgebildeten Regionalisierung auf Gemein-
deebene ermittelte Last mit den Regionalisierungsergebnissen des
NEP, die dem Gutachter zugeordnet zu den Knoten des Hochspan-
nungsnetzes vorliegen, zu vergleichen, erfolgt jeweils eine Aggre-
gation der Ergebnisse auf die Knoten des Ubertragungsnetzes. Die
angeschlossenen Lasten der Hochspannungsknoten werden den
Verknipfungspunkten der jeweiligen Netzgruppen dieser Hoch-
spannungsknoten im Ubertragungsnetz zugeordnet. Verfiigt eine
Netzgruppe Uber mehrere Verknipfungspunkte, erfolgt eine anti-
proportionale Verteilung entsprechend der kiirzesten Distanzen der
einzelnen Hochspannungsknoten zu den VerknlUpfungspunkten,
welche anhand der Leitungslédngen berechnet werden. Die Aggre-
gation der Lasten auf Gemeindeebene erfolgt durch die Ermittlung
aller Ubertragungsnetzknoten in einem Umkreis von 30 km des je-
weiligen Gemeindemittelpunktes sowie anschliel3ender antipropor-
tionaler Zuteilung entsprechend der Distanzen zwischen den Ge-
meinden und diesen Knoten. Befindet sich kein Netzknoten im Um-
kreis von 30 km, wird die Last einer Gemeinde dem geografisch
nachstgelegenen Knoten zugewiesen. Zur lllustration sind in Abbil-
dung 2.1 die Gemeindemittelpunkte der deutschen Gemeinden als
graue Punkte und die Netzknoten aus den Datensatzen des NEP
als rote Punkte dargestellt.
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Abbildung 2.1

Tabelle 2.1

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

Zum Vergleich der Regionalisierung werden die Netzknoten uber
den Abstand zueinander aggregiert, so dass 100 bzw. 15 Regionen
innerhalb Deutschlands entstehen. Dies entspricht einer Aggrega-
tion aller Netzknoten bis zu einem Abstand von 43 km bzw. 113 km.
Dabei wird die Pearsson-Korrelation (als Maf fur den Grad des li-
nearen Zusammenhangs) zwischen der Verteilung der jeweiligen
Jahreshdchstlast auf Netzknotenebene berechnet. Die lineare Kor-
relation wird fur alle Szenarien und fir beide Aggregationsstufen
bestimmt. Die diesbeziglichen Ergebnisse sind in Tabelle 2.1 dar-
gestellt.

Vergleich der Regionalisierung der elektrischen Nachfrage in
Deutschland zwischen dem NEP- und dem Gutachter-Verfahren

Pearsson
Korrelationskoeffizient

Aggregation: 100 Regionen 0,972 0,975 0,974 0,976
Aggregation: 15 Regionen 0,983 0,984 0,986 0,988

A2030 B2030 B2035 (C2030
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Wie zu erkennen ist, weist die Regionalisierung der Last des Gut-
achters fur alle Szenarien und beide Aggregationsstufen eine sehr
hohe Korrelation mit der des NEP 2030 auf.

Zur weiteren Verdeutlichung dieser hohen Ubereinstimmung sind in
Abbildung 2.2 die jeweiligen Jahreshtchstlasten im Szena-
rio B 2030 aggregiert auf 15 Regionen dargestellt. Links ist die Re-
gionalisierung der UNB dargestellt, im rechten Teil der Darstellung
ist die Regionalisierung auf Basis des Gutachters zu sehen.

NEP Gutachter

Abbildung 2.2 Vergleich der Regionalisierung der Last des NEP und der NEP-
nachgebildeten Regionalisierung auf 15-Regionenebene

Demnach bestehen lediglich geringe Unterschiede zwischen den je-
weiligen Regionalisierung und zwar im Westen sowie Siudwesten
Deutschlands. Zudem zeigt sich jeweils, dass die Lastschwerpunkte
vor allem im Westen und Stiden Deutschlands liegen.

In Abbildung 2.3 ist der jeweilige zeitliche Verlauf der simulierten
gesamten Stromnachfrage Deutschlands fiir einen ausgewéhlten
Zeitraum des Szenarios B 2030 gegentbergestellt.
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Abbildung 2.3 Gegenuberstellung  der  jeweils  simulierten  Gesamtlast
Deutschlands in einem ausgewahlten Zeitraum

Dementsprechend zeigen auch die Zeitreihen eine hohe Uberein-
stimmung, insbesondere hinsichtlich des resultierenden periodi-
schen Musters. Vereinzelt treten Unterschiede bezlglich des Zeit-
punkts und der Hohe von Spitzenlasten auf. Auffallig ist lediglich,
dass der Betrag der jeweiligen Lastminima bei der Simulation des
Gutachters durchgehend niedriger ausfallt als im NEP.

Auf Basis der methodischen Prufung und des quantitativen Ver-
gleichs der jeweiligen Ergebnisse erscheint die im NEP angewandte
Regionalisierung schliissig umgesetzt worden zu sein und ist somit
eine plausible Abbildung eines zukinftigen Zustands der Lastvertei-
lung in Deutschland.

2.2 Neue Stromanwendungen und
Lastmanagement

Der vorliegende NEP bertcksichtigt erstmalig auch eine zuneh-
mende Kopplung des Warme- und des Verkehrssektors mit dem
Stromsektor. Als Treiber dieser sog. Sektorkopplung identifizieren
die UNB im Wesentlichen EV und WP. Im Rahmen der Lastmodel-
lierung werden die Lastprofile dieser beiden neuen Stromanwen-
dungen explizit berticksichtigt. Daruber hinaus prognostizieren die
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UNB eine steigende Partizipation und Integration der Nachfra-
geseite am bzw. in den Strommarkt, durch sog. Flexibilitdtsoptio-
nen. Zu diesen Optionen zahlen die UNB Solarstromspeicher zur
Eigenverbrauchsoptimierung (EVBO) privater HH sowie DSM im
GHD- und Industriesektor. Die im Rahmen des NEP verwendeten
Methoden und Modelle zur expliziten Simulation dieser neuartigen
Einzelbestandteile der nationalen Stromnachfrage sowie die resul-
tierenden Ergebnisse werden in diesem Abschnitt validiert.

Wie bereits erwahnt, wurde die Lastmodellierung fur diesen NEP
vom Fraunhofer ISI durchgefuhrt. Die angewendeten Methoden und
Modelle, insbesondere das Energienachfragemodell FORECAST
und das Lastgang-Modell eLOAD, wurden teilweise im Rahmen des
Begleitgutachtens [7] verdffentlicht. Das eLOAD-Modell beinhaltet
Uber 600 technologiespezifische Lastprofile aus Feldstudien, Ge-
baudesimulationen und internen Daten aus Industrieprojekten des
Fraunhofer ISI. Die methodischen Ansétze zur Erstellung der Last-
profile selbst, insbesondere fur EV und WP, sind dem Begleitgut-
achten nicht zu entnehmen. Basierend auf der umfassenden Daten-
basis ist es moglich strukturelle Anderungen, wie z. B. eine zuneh-
mende Sektorkopplung und/oder eine Flexibilisierung verschiede-
ner Verbraucher, durch die Methode der partiellen Lastdekomposi-
tion gezielt in der nationalen Stromnachfrage abzubilden. Die im
NEP verwendeten kostenoptimierten Lastprofile von EV und WP er-
geben sich durch eine dem Lastgang-Modell eLOAD nachgelagerte
Minimierung der Strombezugskosten. Die Parameter der verschie-
denen technischen und organisatorischen Restriktionen (z. B. max.
Verlagerungsdauer, Mindestpausenzeiten, o. a.) dieser nachtragli-
chen Optimierung sind jedoch weder im Begleitgutachten noch in
der Dissertation [14] des eLOAD-Entwicklers veroffentlicht.

Da weder im NEP noch in den Begleitdokumenten exakt beschrie-
ben wird, wie die kostenoptimierten Lastprofile von EV und WP si-
muliert werden, kénnen die diesbezlglichen Simulationsergebnisse
lediglich quantitativ bewertet werden. Hierfur erfolgt in diesem Un-
terkapitel fur jede neuartige Lasttechnologie im NEP ein Vergleich
der Simulationsergebnisse der UNB mit den Ergebnissen des Gut-
achters basierend auf der nachgebildeten Lastflexibilisierung sowie
dem methodischen Ansatz zur Lastprofilermittlung des Gutachters.
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Der Gutachter verwendet zur Herleitung der elektrischen Leistungs-
nachfrage von EV eine Methode basierend auf [15]. Unter Anwen-
dung eines analytischen Verfahrens zur Modellierung des Fahr- und
Ladeverhaltens von EV wird vom Mobilitatsverhalten privater HH
aus einer Erhebung im Auftrag des Bundesministeriums flur Ver-
kehr, Bau und Stadtentwicklung im Jahr 2008 [16] auf die elektri-
sche Nachfrage zur Ladung von EV geschlossen. Dabei nimmt der
Gutachter an, dass die Fahrzeuge von ihren Nutzern grundsétzlich
zu Hause und am Arbeitsplatz geladen werden kénnen. Die mogli-
che Ladeleistung liegt in beiden Fallen bei 3,7 kW und die Energie-
nachfrage der Fahrzeuge wird mit 20 kWh pro 100 km angenom-
men. Sie werden stets sofort geladen, wenn sie entweder bei den
Nutzern zu Hause oder am Arbeitsplatz abgestellt werden. Zukinf-
tig neu ins System integrierte EV aul3erhalb des HH-Sektors werden
nicht beriicksichtigt. Eine weitere Elektrifizierung des Guterverkehrs
wird folglich nicht abgebildet.

Das methodische Vorgehen des Gutachters zur Bestimmung der
elektrischen Leistungsnachfrage ist dementsprechend mit dem der
UNB ,Laden nach dem letzten Weg*® vergleichbar. Des Weiteren ist
der Dissertation des eLOAD-Entwicklers* zu entnehmen, dass als
Datenbasis zur Generierung von Fahrprofilen ebenfalls die Feldstu-
die MiD 2008 [16] herangezogen wurde. Zur Abschéatzung des Jah-
resstromverbrauchs von EV haben die UNB laut [6] eine jahrliche
Fahrleistung i. H. v. 10.000 km pro EV sowie einen durchschnittli-
chen Verbrauch i. H. v. 25 kwWh pro 100 km unterstellit.

Vor dem Hintergrund, dass dem Gutachter lediglich die gesteuerten
Lastprofile mit kostenoptimaler Lastverlagerung vorliegen, werden
die UNB-Simulationsergebnisse des Szenario A 2030, in welchem
die Lastflexibilisierung am geringsten ausgepragt ist, zum Vergleich
des ungesteuerten Betriebsverhaltens herangezogen. An dieser
Stelle ist zusatzlich darauf hinzuweisen, dass die prognostizierte
Anzahl von EV in den NEP-Szenarien im Rahmen der Genehmi-
gung des Szenariorahmens durch die BNetzA nach unten korrigiert
wurde. Eine gleichzeitige Anderung des Anteils lastmanagementfa-
higer EV ist aus der Genehmigung jedoch nicht ersichtlich. Aus die-

35.[7], S. 57
4s.[14], S. 175
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Der Vergleich der Simulationsergebnisse des NEP mit denen des
Gutachters ist in der nachfolgenden Abbildung 2.4 dargestellt.
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Abbildung 2.4

Gegentberstellung des jeweils simulierten tagesabhangigen unge-
steuerten elektrischen Leistungsbezugs von EV (A 2030)

Beim Vergleich des (weitestgehend) ungesteuerten EV-Lastprofils
sind strukturelle Unterschiede zu erkennen. Das Lastprofil der UNB
weist eine charakteristische Lastspitze im Tagesverlauf um etwa
20 Uhr am Abend auf, wohingegen das Profil des Gutachters zwei
Lastspitzen aufweist. Eine Lastspitze befindet sich ebenfalls in den
Abendstunden um etwa 20 Uhr, die zweite charakteristische Last-
spitze tritt allerdings bereits davor zwischen 8 und 10 Uhr auf. Die-
ser strukturelle Unterschied im Lastprofil resultiert im Wesentlichen
aus abweichenden Annahmen im Hinblick auf die Nutzung sowie
die technische Auspragung der Ladeinfrastruktur am Arbeitsplatz
und im 6ffentlichen Raum.

Die Uber den Tagesverlauf kontinuierlich steigende Last der EV in
Kombination mit einer einzelnen Lastspitze in den Abendstunden
(des UNB-Lastprofils) folgt aus der Annahme, dass EV iiberwiegend
im privaten Bereich direkt nach der letzten Fahrt eines Tages voll-
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standig aufgeladen werden. Aus Sicht des Gutachters ist diese An-
nahme grundsétzlich plausibel, unterstellt jedoch, dass die 6ffentli-
che Ladeinfrastruktur entweder nur sehr gering frequentiert oder gar
nicht vorhanden ist.

Der Gutachter unterstellt im Rahmen seiner Modellierung der
elektrischen Leistungsnachfrage von EV, dass eine aus technischer
Sicht entsprechend dimensionierte Ladeinfrastruktur im &ffentlichen
Bereich sowie auf der Arbeit vorhanden ist und effektiv genutzt wird.
Als Folge dieser Annahme, wird die offentliche Ladeinfrastruktur
(inkl. Arbeitsplatz) im Modell des Gutachters insbesondere in den
Morgenstunden vermehrt genutzt, wodurch sich eine zweite charak-
teristische Lastspitze am Vormittag ergibt.

Der Vergleich der (weitestgehend) ungesteuerten EV-Lastprofile
ohne kostenoptimale Lastverlagerung belegt, dass die Zeitreihen im
NEP plausibel hergeleitet und simuliert worden sind, auch wenn
grundlegende Unterschiede im Lastprofil zu erkennen sind.

Im nachfolgenden Abschnitt werden die verwendeten Methoden
und Modelle sowie die resultierenden Ergebnisse zur Bestimmung
der gesteuerten EV-Lastprofile mit kostenoptimaler Lastverlagerung
validiert.

Gemalk dem Entwurf des Szenariorahmens der UNB wird bei der
nationalen Lastmodellierung unter Anwendung des eLOAD-Modells
ein Lastmanagement flexibler EV zur kostenoptimalen Terminie-
rung des Ladevorgangs durchgeftihrt. Dementsprechend erfolgt die
Anpassung der EV-Lastprofile in einem der Kraftwerkseinsatzopti-
mierung vorgelagerten Schritt. Ausgehend von dem ermittelten un-
gesteuerten EV-Lastprofil, erfolgt eine zeitliche Verlagerung des
elektrischen Leistungsbezugs der EV aus dem offentlichen Netz.
Dabei wird der Ladevorgang von EV innerhalb eines Tages in die-
jenigen Stunden mit den geringsten Strompreisen verschoben,
wodurch die taglichen Strombezugskosten der Fahrzeughalter mi-
nimiert werden. Eine exaktere oder mathematische Formulierung
des Optimierungsproblems ist keinem der NEP-Dokumente zu ent-
nehmen, dartiber hinaus bleiben wesentliche Parameter und Ne-
benbedingungen der von den UNB angewendeten kostenoptimalen
Anpassung der EV-Lastprofile intransparent.
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Zuné&chst ist darauf hinzuweisen, dass vor der europaischen Kraft-
werkseinsatzoptimierung grundsatzlich keine Markt- bzw. Strom-
preise vorliegen, sodass diese ex ante durch eine geeignete Metho-
dik aus den zu diesem Zeitpunkt vorliegenden Daten abgeleitet wer-
den missen. Des Weiteren bleiben der finale Anteil lastmanage-
mentfahiger EV sowie deren betriebliche Flexibilitat ungeklart. Ins-
besondere bei raumlich veranderlichen mobilen Lasten, ist eine zeit-
liche Verlagerung der Beladung auf einen friheren Zeitpunkt nur
bedingt moglich, da das Fahrzeug dort typischerweise in Bewegung
ist. Wie auch das Fraunhofer ISI bereits angemerkt hat®, besteht
zum aktuellen Zeitpunkt noch grofR3e Unsicherheit dartiber, wie und
wann ein flachendeckendes Lastmanagement zukinftig eingesetzt
wird.

Hinsichtlich des methodischen Vorgehens zur ex ante Bestimmung
von Strompreissignalen ist [14] zu entnehmen, dass ein funktionaler
Zusammenhang zwischen Residuallast und Strompreisen unter-
stellt wird. Mittels Kurvenanpassung (engl. curve fitting) wird pro
NEP-Szenario jeweils ein Polynom dritten Grades bestimmt, wel-
ches als Approximation der Merit-Order interpretiert werden kann
und den Strompreis in Abhangigkeit der nationalen Residuallast be-
schreibt. Unter Anwendung dieses vereinfachten funktionalen Zu-
sammenhangs kann auf eine sequentielle Ausfiihrung der Last- und
Marktmodellierung tber mehrere Iterationsschleifen verzichtet wer-
den, was im Rahmen des NEP-Prozesses als zweckmafig und ef-
fizient zu bewerten ist.

Zur Validierung der kostenoptimalen gesteuerten EV-Lastprofile
wurde das methodische Vorgehen der UNB nachgebildet. Dazu
wurde analog mittels Kurvenanpassung zunachst der funktionale
Zusammenhang zwischen Residuallast und Strompreisen be-
stimmt. Dabei wurde in Anlehnung an den UNB-Entwurf des Sze-
nariorahmens [17] unterstellt, dass im Szenario B 2030 maximal ein
Anteil von 5,4 % aller EV-Nutzer innerhalb eines vierstiindigen Zeit-
fensters auf Strompreissignale reagieren kann und typischerweise
nur durch ein zeitlich verzdogertes Laden am Lastmanagement teil-
nimmt.

55.[7], S. 33
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Der Vergleich der Simulationsergebnisse des NEP mit denen des
Gutachters ist in der nachfolgenden Abbildung 2.5 dargestellit.
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Abbildung 2.5: Gegenuberstellung des jeweils simulierten tagesabhangigen

gesteuerten elektrischen Leistungsbezugs von EV (B 2030)

Die Ursachen der grundlegenden strukturellen Unterschiede der
EV-Lastprofile sowie daraus resultierenden unterschiedlichen cha-
rakteristischen Lastspitzen wurden bereits im vorangegangen Ab-
schnitt bei dem Vergleich der ungesteuerten Lastprofile erlautert.
Aus der vergleichenden Gegeniberstellung der gesteuerten kos-
tenoptimierten EV-Lastprofile in Abbildung 2.5 ist zu erkennen, dass
sowohl mit der UNB-Methodik als auch mit der vom Gutachter nach-
gebildeten Methodik eine Verschiebung des elektrischen Leistungs-
bezugs von EV in die Mittagsstunden erfolgt. Durch das in den Mit-
tagsstunden auftretende Maximum der glockenkurvenférmigen
PV-Einspeisung sinken die Residuallast und folglich auch die
Strombezugskosten. Somit ist dieser Effekt unter Berticksichtigung
der Strompreissignale, die aus der residualen Last abgeleitet wer-
den, plausibel. Die charakteristische Lastspitze um 20 Uhr, nach der
letzten Fahrt des Tages, bleibt allerdings in beiden Fallen bestehen,
auch wenn diese beim Gutachter deutlich weniger stark ausgepragt
ist. Im Rahmen der vom Gutachter nachgebildeten Methodik ist le-
diglich eine Verzoégerung der Beladung mdglich, ein Vorziehen je-
doch nicht. Als Folge dieser Annahme ist es nicht mdglich, die Last-
spitze in den Abendstunden durch ein Vorziehen zu reduzieren.
Vielmehr findet teilweise eine Verschiebung der Ladung in die Nacht
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sowie eine Verzogerung der Beladung am Arbeitsplatz oder im 0f-
fentlichen Bereich zwischen 11 und 16 Uhr statt, um die Strombe-
zugskosten zu minimieren. Zudem ist [7] zu entnehmen, dass die
kostenoptimierte Steuerung des EV-Lastprofils der UNB mit einer
deutlicheren Reduktion der abendlichen Lastspitze einher geht, was
den Gutachter zu dem Schluss kommen lasst, dass die von den
UNB angewendete Methodik auch ein Vorziehen der Ladung zu-
lasst und Uberwiegend einsetzt.

Der Vergleich der gesteuerten EV-Lastprofile mit Lastverlagerung
belegt, dass die Zeitreihen im NEP plausibel hergeleitet und simu-
liert worden sind, auch wenn grundlegende Parameter und Neben-
bedingungen der Methodik zur Minimierung der Strombezugskos-
ten intransparent bleiben.

Elektrische Heizungssysteme, wie z. B. WP, dienen der Bereitstel-
lung von thermischer Energie fir ein Objekt oder ein Nah- bzw.
Fernwarmenetz. Sie sind somit direkt von deren thermischem Nach-
frageprofil abhéngig. Daher wird zunachst die vom Gutachter ver-
wendete Methode zur Herleitung der thermischen Last im Folgen-
den beschrieben. AnschlieRend erfolgt die Darstellung der Methodik
zur Ableitung der resultierenden elektrischen Leistungshachfrage
von Warmepumpensystemen.

Ein allgemein anerkanntes Standardlastprofil zur Herleitung der
thermischen Leistungsnachfrage in einer Gemeinde, vergleichbar
mit den Standardlastprofilen fur die elektrische Leistungsnachfrage
basierend auf der gleichzeitigen Betrachtung vieler Nachfrager,
existiert nicht. Aus diesem Grund wird auf die Standardlastprofile
zur Belieferung nicht-leistungsgemessener Kunden mit Gas zurtick-
gegriffen, die der Bundesverband der deutschen Gas- und Wasser-
wirtschaft (BDEW) in [18] bereitstellt. Dabei wird unterstellt, dass die
Nachfrage nach dem Endenergietrager Gas im Profil der Nachfrage
nach thermischer Energie entspricht.

Zur Profilbildung der ungesteuerten Nachfrage elektrischer Hei-
zungssysteme wird das ermittelte thermische Lastprofil verwendet.
Zusétzliche Einflussfaktoren auf das Nachfrageprofil, wie bspw.
thermische Speicherung im Gebaude, der Gebaudehille oder einer
thermischen Speichereinheit werden nicht bertcksichtigt. Ebenso
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werden keine speziellen Betriebsarten der Anlagen unterstellt.
Elektrische Heizungssysteme stellen die thermische Leistung ge-
nau zu dem Zeitpunkt bereit, zu dem es konventionelle Heizungs-
systeme derzeit tun und erzeugen zeitgleich eine Nachfrage im
elektrischen System. Detalillierte Informationen kdnnen [8] entnom-
men werden.

Das methodische Vorgehen des Gutachters zur Bestimmung der
elektrischen Leistungsnachfrage von WP ist dementsprechend mit
dem Verfahren der UNB® vergleichbar, welches ebenfalls auf einem
temperaturabhangigen reprasentativen Standardlastprofil beruht.
Des Weiteren ist [14] zu entnehmen, dass zur Approximation der
thermischen Leistungsnachfrage das identische Standardlastprofil
der Gasnhachfrage des BDEW verwendet wird.

Vor dem Hintergrund, dass dem Gutachter lediglich die gesteuerten
Lastprofile mit kostenoptimaler Lastverlagerung vorliegen, werden
die UNB-Simulationsergebnisse des Szenario A 2030, in welchem
die Lastflexibilisierung am geringsten ausgepragt ist, zum Vergleich
des ungesteuerten Betriebsverhaltens herangezogen. An dieser
Stelle ist zusatzlich darauf hinzuweisen, dass sowohl die prognosti-
Zierte Anzahl von WP als auch der maximale Anteil lastmanage-
mentfahiger WP in den NEP-Szenarien im Rahmen der Genehmi-
gung des Szenariorahmens durch die BNetzA korrigiert wurde. Aus
diesem Grund sind die im Begleitgutachten des Fraunhofer ISI ver-
offentlichten Lastprofile und Analysen nicht direkt mit den finalen Si-
mulationsergebnissen des NEP bzw. des Gutachters vergleichbar.

65.[6], S. 90
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Der Vergleich der Simulationsergebnisse des NEP mit denen des
Gutachters ist in der nachfolgenden Abbildung 2.6 dargestellt. An
dieser Stelle sei vorab nochmals erwahnt, dass dem Gutachter die
aus einem vollstandig ungesteuerten Betriebsverhalten resultieren-
den Zeitreihen nicht vorliegen.
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Abbildung 2.6: Gegentberstellung des jeweils simulierten witterungsabhéngigen

ungesteuerten elektrischen Leistungsbezugs von WP (A 2030)

Da der maximal mdgliche Anteil lastmanagementfahiger WP im
konservativen Szenario A 2030 bis zu 46 % betragt, sind beim Ver-
gleich der (weitestgehend) ungesteuerten WP-Lastprofile bereits
strukturelle Unterschiede zu erkennen. Der Anstieg des elektri-
schen Leistungsbezugs zwischen 11 und 16 Uhr im UNB-Lastprofil
resultiert aus der kostenoptimalen Terminierung der Warmebereit-
stellung der lastmanagementfahigen WP. Die Auswirkungen des
flexiblen Betriebs der WP auf das Lastprofil werden bei der Diskus-
sion des gesteuerten Betriebsverhaltens fortgefiihrt.

Aufgrund des vergleichsweise hohen Anteils lastmanagementfanhi-
ger WP sowie der daraus resultierenden schlechten direkten Ver-
gleichbarkeit der ungesteuerten WP-Lastprofile, wurde zusatzlich
ein qualitativer graphischer Vergleich durchgeftihrt. Dazu wurde das
vom Gutachter simulierte Lastprofil mit dem aus einem vollstandig
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ungesteuerten Betrieb resultierenden UNB-Lastprofil verglichen,
welches im Rahmen des Begleitgutachtens [7] veroffentlicht wurde.’

Sowohl das in [7] dargestellte mittlere WP-Lastprofil der UNB als
auch das des Gutachters weisen keine charakteristische Lastspitze
im Tagesverlauf auf. Die elektrische Leistungsnhachfrage ist im Ta-
gesverlauf relativ ausgeglichen. Eine ausgeprégte Tag-Nacht-Cha-
rakteristik ist insbesondere dem Gutachter-Lastprofil bei nativen Be-
triebsverhalten zu entnehmen. Zudem unterliegt die elektrische
Leistungsnachfrage der WP deutlichen temperaturbedingten saiso-
nalen Schwankungen.

Der (graphische) Vergleich der (weitestgehend) ungesteuerten WP-
Lastprofile ohne kostenoptimale Lastverlagerung belegt, dass die
Zeitreihen im NEP plausibel hergeleitet und simuliert worden sind.

Nachfolgend werden die verwendeten Methoden und Modelle sowie
die resultierenden Ergebnisse zur Bestimmung der gesteuerten
WP-Lastprofile mit kostenoptimaler Lastverlagerung validiert. An
dieser Stelle ist anzumerken, dass das methodische Vorgehen der
UNB zur kostenoptimalen Terminierung der Warmebereitstellung
und der Ladung von EV identisch ist.

Wie bereits in Abschnitt 2.2.1 erwahnt, wird das Lastmanagement
flexibler neuer Stromanwendungen im Rahmen der nationalen Last-
modellierung unter Anwendung des eLOAD-Modells in einem der
europaischen Kraftwerkseinsatzoptimierung vorgelagerten Schritt
durchgefiihrt. Eine exakte mathematische Formulierung des Opti-
mierungsproblems ist keinem der NEP-Dokumente zu entnehmen,
daruber hinaus bleiben auch hier wesentliche Parameter und Ne-
benbedingungen der von den UNB angewendeten kostenoptimalen
Anpassung der WP-Lastprofile intransparent.

Zur Validierung der kostenoptimalen gesteuerten WP-Lastprofile
wurde das methodische Vorgehen der UNB nachgebildet. Dabei
wurde unterstellt, dass lastmanagementfahige WP in Kombination
mit einem entsprechend dimensionierten Speichersystem ausge-
stattet sind, um flexibel innerhalb eines achtstiindigen Zeitfensters
auf Strompreissignale reagieren konnen. Der kostenoptimale

”s. [7], S. 38, Abbildung 38; Das native Betriebsverhalten ist mit ,2013"
gekennzeichnet.
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Strombezug zur Warmebereitstellung kann dabei durch ein Vorzie-
hen oder Verzégern der flexiblen Lastanteile innerhalb des Zeitfens-
ters erfolgen.

Der Vergleich der Simulationsergebnisse des NEP mit denen des
Gutachters ist in der nachfolgenden Abbildung 2.7 dargestellt.

NEP Gutachter

9,0 9,0

8,0 8,0
% 7,0 (% 7,0
=60 = 6,0
[@)] [@)]
c c
35,0 250
0N 0
840 3440
) )
30 & 3,0
S 20 S 20

1,0 /\ 1,0

0,0 0,0

1 Uhr 6 Uhr 11 Uhr 16 Uhr 21 Uhr 1 Uhr 6 Uhr 11 Uhr 16 Uhr 21 Uhr
e Sommer == Jbergang Winter e Sommer == Jbergang Winter
Abbildung 2.7: Gegenuberstellung des jeweils simulierten witterungsabhéngigen

gesteuerten elektrischen Leistungsbezugs von WP (B 2030)

Aus der vergleichenden Gegenlberstellung der gesteuerten kos-
tenoptimierten WP-Lastprofile in Abbildung 2.7 ist zu erkennen,
dass sowohl mit der UNB-Methodik als auch mit der vom Gutachter
nachgebildeten Methodik eine Verschiebung des elektrischen Leis-
tungsbezugs von WP in die Mittagsstunden, korreliert mit der Ein-
spespitze von PVA, erfolgt.

Dabei ist die Verschiebung im Jahresverlauf allerdings unterschied-
lich stark ausgepragt. Vor dem Hintergrund, dass die thermische
Nachfrage und folglich auch die elektrische Leistungsnachfrage von
WP im Jahresverlauf stark mit der Aul3entemperatur korrelieren, er-
geben sich einerseits saisonal unterschiedliche Betriebsweisen als
auch saisonal schwankende Flexibilitatspotenziale.

In Analogie zur kostenoptimalen Terminierung der Beladung von
EV, ist eine Verlagerung der elektrischen Leistungsnachfrage in die
Mittags- und Abendstunden zu beobachten, da die Preisanreize zur
flexiblen Lastverlagerung lediglich aus der nationalen Residuallast
abgeleitet werden. Das Einsatzverhalten neuer Stromanwendungen
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erfolgt hier in erster Linie marktgetrieben. Wie auch vom Fraun-
hofer I1SI im Begleitgutachten angemerkt®, geht die daraus resultie-
rende Glattung der residualen Last nicht zwingend mit einer Entlas-
tung des Stromnetzes einher. Vielmehr ergeben sich neue Lastspit-
zen im WP-Lastprofil durch die Uberlagerung homogener Betriebs-
punktéanderungen auf Basis nationaler marktpreisgetriebener Preis-
anreize.

Der Vergleich der gesteuerten WP-Lastprofile mit Lastverlagerung
belegt, dass die Zeitreihen im NEP plausibel hergeleitet und simu-
liert worden sind, auch wenn grundlegende Parameter und Neben-
bedingungen der Methodik zur Minimierung der Strombezugskos-
ten intransparent bleiben.

Im Rahmen der Flexibilisierung der Nachfrageseite beriicksichtigen
die UNB im vorliegenden NEP dezentrale Speicher. Darunter sind
Speichersysteme mit vergleichsweise geringen Kapazitaten zu ver-
stehen, die in Kombination mit Photovoltaik-(PV-)Aufdachanlagen
von privaten HH im Tageszykluseinsatz betrieben werden. Dabei
wird von den UNB unterstellt, dass die dezentralen Speichersys-
teme ausschlieBlich zur Maximierung der Eigenversorgung, d. h.
zur Minimierung des Strombezugs privater HH aus dem 6ffentlichen
Netz, eingesetzt werden. Die regionale Verteilung der installierten
Leistung der Speichersysteme ist laut UNB-Szenariorahmen [17]
als proportional zur Verbreitung von PV-Aufdachanlagen (Bestand
zzgl. Zubau) auf Ein- und Zweifamilienhausern anzunehmen.

Die von den UNB durchgefiihrte EVBO erfolgt dabei vorgelagert zur
Kraftwerkseinsatzoptimierung, unter Berlicksichtigung der zeitlich
und raumlich aufgelosten PV-Einspeisung sowie der Stromnach-
frage im HH-Sektor. Als Folge der EVBO werden die regional auf-
gelosten PV-Einspeise- und Lastzeitreihen modifiziert. Im Falle ei-
ner Beladung des Speichers wird die PV-Zeitreite entsprechend re-
duziert. Die positiv definierte Lastzeitreihe wird bei einer Entladung
des Speichers reduziert. Die fur die Kraftwerkseinsatzoptimierung
relevanten nationalen Zeitreihen ergeben sich im Anschluss durch
Summation der modifizierten regional aufgeldsten Zeitreihen.

8s5.[7], S. 19
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Leistung [kKW]

0

Situation 1

Das methodische Vorgehen der UNB zur Eigenbedarfsoptimierung
privater HH durch dezentrale Speicher ist in den NEP-Dokumenten
nicht mathematisch beschrieben, wird jedoch anhand einer sche-
matischen Grafik anschaulich fir einen reprasentativen HH be-
schrieben. Die Methodik der UNB unterscheidet im Tagesverlauf
zwischen vier charakteristischen Situationen, die in Abbildung 2.8
zur Veranschaulichung der Gesamtmethodik dargestellt sind.

Situation 3

Situation 2

Situation 4

18:45

Abbildung 2.8:
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e——=HH-Last =—PV-Erzeugung

Schematische Darstellung eines typischen Lastgangs eines Einfa-
milienhauses und Erzeugung einer 5-kWp-PVA

Es sind die folgenden vier Situationen zu unterscheiden:

1. Inden frihen Morgenstunden liegt naturgemal keine Erzeu-
gung aus PV-Anlagen vor, daher bleibt der Speicher unge-
nutzt.

2. Sobald die Uber den Vormittag kontinuierlich zunehmende
PV-Erzeugung die HH-Last Uberschreitet, wird die selbst-
produzierte Energie solange eingespeichert bis die maxi-
male Speicherkapazitat erreicht ist.

3. Solange die PV-Erzeugung die HH-Last tberschreitet und
der Speicher vollstdndig aufgeladen ist, wird die PV-Leis-
tung in das offentliche Netz eingespeist.

4. Sobald die Gber den Nachmittag kontinuierlich abnehmende
PV-Erzeugung die HH-Last unterschreitet, erfolgt die Ei-
genversorgung uber das Speichersystem bis die zulassige
Entladetiefe erreicht ist.

Zur Durchfiihrung der skizzierten EVBO ist eine Regionalisierung
der installierten Leistung dezentraler Kleinspeicher erforderlich, um
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die relevanten Anteile der zeitlich und raumlich aufgelosten HH-
Last- und PV-Erzeugungszeitreihen zu bestimmen. Dabei unterstel-
len die UNB, dass dezentrale Speichersysteme ausschlielich in
Ein- und Zweifamilienhausern installiert werden®. An dieser Stelle
sei erwahnt, dass die von den UNB veroffentlichen typischen Para-
meter des reprasentativen PV-Kleinspeichers Unstimmigkeiten auf-
weisen, so wird in [7] ein Speicher mit einer Kapazitat von 7 kWh
sowie einer Entladerate von 0,5 C und dementsprechend einer Leis-
tung von 3,5 kW betrachtet. Die UNB betrachten jedoch einen Spei-
cher mit einer Kapazitat von 8 kWh, einer Entladerate von 0,3 C und
einer Leistung von 2,5 kW, wobei die im 1. Entwurf angegebene
Entladerate von 0,3 C im 2. Entwurf auf 0,5 C gedndert wurde ohne
dabei auch die Speicherleistung zu verandern.

Zur Validierung der EVBO wurde das methodische Vorgehen der
UNB nachgebildet. Zunachst wurde eine analoge Regionalisierung
basierend auf Ein- und Zweifamilienhdusern durchgeftihrt und eine
Abschatzung der relevanten Anteile der HH-Last und PV-Erzeu-
gung vorgenommen. Im Anschluss wurde der Speichereinsatz auf
Gemeindeebene so bestimmt, dass der Leistungsbezug der HH mit
PV-Speicher aus dem 6ffentlichen Netz minimal ist. Dazu wurde die
von den UNB skizzierte Methodik vom Gutachter durch eine dyna-
mische Programmierung nachgebildet.

Die in Summe aus der EVBO des Gutachters resultierenden ver-
schobenen Energiemengen je NEP-Szenario sind denen der UNB
in Tabelle 2.2 gegenlibergestellt. Es ist festzustellen, dass die durch
dezentrale Speicher verschobenen jahrlichen Energiemengen des
Gutachters und der UNB auf einem &hnlich hohen Niveau liegen.

Vergleich der Ergebnisse der Eigenverbrauchsoptimierung

Verschobene

Energiemenge [TWh] A 2030 B2030 B2035 C2030

NEP 1,2 1,7 1,8 2,4

Gutachter 1,3 2,0 2,2 2,7

Der Vergleich der simulierten Zeitreihen des NEP mit denen des
Gutachters ist in der nachfolgenden Abbildung 2.9 dargestellt.

9s.[6], S. 169
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Gegenuberstellung der jeweils simulierten HH-Lastprofile unter
Berticksichtigung einer EVBO mit Solarstromspeichern (B 2030)

Die nationalen Zeitreihen der HH-Last und PV-Erzeugung weisen
durch den Einsatz dezentraler Kleinspeicher Ubereinstimmende
charakteristische Anderungen in ihren jeweiligen Profilen auf.

AbschlieBend ist festzuhalten, dass der Einsatz dezentraler Spei-
cher zur EVBO unter Beriicksichtigung technischer, zeitlicher und
regionaler Randbedingungen plausibel simuliert wurde.

Power-to-Gas

Der vorliegende NEP berlicksichtigt erstmalig eine zunehmende
Kopplung des Strom- und Gasnetzes zur Energielibertragung in den
Bereichen Elektrizitdt und Gas durch PtG-Anlagen. Die BNetzA hat
die UNB im Rahmen der Genehmigung des Szenariorahmens dazu
aufgefordert, PtG-Anlagen als Flexibilitatsoption durch eine geeig-
nete Methodik zu berticksichtigen, wobei das vorhandene Erdgas-
netz ausdrticklich nicht als Speicher genutzt werden soll'°. Dieser
Forderung der BNetzA liegt die durchaus plausible Annahme zu
Grunde, dass der aus PtG-Prozessen gewonnene Wasserstoff
auch noch bis 2035 direkt genutzt wird, d. h. als Kraft- oder Grund-
stoff in den Verkehrs- bzw. Industriesektor abfliel3t.

15 [6], S. 92
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Unter Berticksichtigung der Szenariovorgaben haben die UNB PtG-
Anlagen nicht explizit in der Modellierung der nationalen Strom-
nachfrage und auch nicht in der Kraftwerkseinsatzoptimierung be-
ricksichtigt, sondern einen netzdienlichen Einsatz im Rahmen der
Zeitreihengenerierung unterstellt. Konkret unterstellen die UNB,
dass die Auswirkungen des Einsatzes von PtG-Anlagen grundsatz-
lich mit den aus der Spitzenkappung resultierenden Absenkungen
der EE-Erzeugung vergleichbar sind. Folglich sei der Einsatz von
PtG-Anlagen implizit im Rahmen der Spitzenkappung bertcksich-
tigt, wie die UNB im zweiten Entwurf des NEP klarstellen™*.

An dieser Stelle ist aus Sicht des Gutachters anzumerken, dass
eine Vergleichbarkeit der netztechnischen Auswirkungen des Be-
triebs von PtG-Anlagen mit der Anwendung einer Spitzenkappung
im Rahmen der Netzplanung grundsatzlich nicht ohne Einschran-
kungen gegeben ist. Einerseits ist das methodische Vorgehen im
Rahmen der Spitzenkappung unabhéangig von der prognostizierten
installierten PtG-Leistung, insbesondere dann, wenn keine Anpas-
sung der maximal zuldssigen Reduzierung der Jahresenergie-
menge von PVA und WEA an Land vorgenommen wird. Anderer-
seits wird im Rahmen der Spitzenkappung keine konkrete Regiona-
lisierung der PtG-Leistung durchgefiihrt, sondern vielmehr eine zum
PVA- und WEA-Bestand (inkl. Zubau) proportionale Gleichvertei-
lung unterstellt. Die UNB begriinden das gewéhlte Vorgehen damit,
dass zum Zeitpunkt der NEP-Berechnungen noch nicht abzusehen
war, nach welchen Betriebsstrategien der Einsatz von PtG-Anlagen
zuklnftig tatsachlich erfolgen wird.

Das von den UNB angewendete Verfahren zur impliziten Beriick-
sichtigung von PtG-Anlagen im NEP-Prozess ist unter Bertcksich-
tigung der vergleichsweise geringen prognostizierten PtG-Leistun-
gen in den NEP-Szenarien als pragmatisch bzw. zweckm&Rig zu
bezeichnen. Die implizite Berticksichtigung im Rahmen der Spitzen-
kappung dient dabei allerdings einzig und allein der Einhaltung der
Vorgaben der Genehmigung und stellt aus fachwissenschaftlicher
Sicht keinen Mehrwert im Rahmen der Marktmodellierung dar. Zur
Untersuchung von Zukunftsszenarien mit deutlich hoheren PtG-
Leistungen, sollte aus Sicht des Gutachters eine explizite Modellie-
rung erfolgen.

1 [2], S. 37
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Die ,Kurzstudie Power-to-X* [19], welche von den UNB bei der For-
schungsstelle fur Energiewirtschaft e.V. (FfE) in Auftrag gegeben
wurde, liefert wissenschaftlich fundierte Ansétze zur Regionalisie-
rung und Zeitreihengenerierung der Schnittstellen-Technologien:
Power-to-Wasserstoff, Power-to-Methan und Power-to-Heat. Der
Gutachter empfiehlt und begrif3t eine Anwendung der vorgestellten
Methoden der FfE im Rahmen des nachsten NEP-Prozesses aus-
dricklich.

Der vorliegende NEP 2030 berlcksichtigt im Rahmen der Lastmo-
dellierung neben neuen Stromanwendungen auch nachfrageseitige
Flexibilitatspotenziale. Dies stellt eine Neuerung gegenuber den vo-
rangegangenen NEP dar, da gewisse Bestandteile der nationalen
Stromnachfrage nicht mehr zwingend gedeckt werden missen.
Durch den Einsatz abschaltbarer Lasten ist es grundsatzlich mog-
lich, die vormals vollstandig unflexible Stromnachfrage in bestimm-
ten Situationen gezielt zu reduzieren. Zudem muissen gewisse an-
dere Bestandteile der nationalen Stromnachfrage nicht zwingend zu
einem bestimmten Zeitpunkt des Planungsjahres gedeckt werden,
sondern lediglich in einem definierten Zeitfensters um den urspriing-
lichen Zeitpunkt. Dementsprechend kann die Last einiger Verbrau-
cher innerhalb einer definierten Periode kurzfristig angepasst wer-
den. Diese aktiven Mallhahmen zum Management des Leistungs-
bezugs von Verbrauchern werden i. A. als DSM bezeichnet.

Die UNB unterstellen, dass Lastabschaltungen lediglich bei einigen
Industrieprozessen mit hohen kontinuierlichen Auslastungen mog-
lich sind, wohingegen Lastverlagerungen sowohl fur Industriepro-
zesse als auch fur Lasten aus dem GHD-Sektor berticksichtigt wer-
den. Abweichend vom UNB-Entwurf des Szenariorahmens [17] wird
auf eine Berticksichtigung von Lastmanagementpotenzialen im HH-
Sektor verzichtet, da die BNetzA eine Betrachtung von DSM-Poten-
zialen in Haushalten i. H. v. 35 GW im Planungsjahr (2030) aus
heutiger Sicht fir unrealistisch hoch erachtet.’> Der Gutachter teilt
in dieser Entscheidung die Position der BNetzA.

125 [6], S. 89
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Die Berticksichtigung von DSM erfolgt explizit im Rahmen der UNB-
Kraftwerkseinsatzoptimierung durch die Vorgabe von Flexibilitats-
potenzialen in Kombination mit prozessspezifischen Verflgbarkeits-
profilen und maximalen Abschalt- bzw. Verlagerungsdauern der fle-
xiblen Lasten im Industrie- und GHD-Sektor. Unter Berlcksichti-
gung der prozessspezifischen Arbeitskosten, die bei dem Abruf ei-
nes DSM-Prozesses anfallen, werden die kostenoptimalen Zeit-
punkte flr Lastverschiebungen und -abschaltungen zur Substitution
teurerer konventioneller Kraftwerke ermittelt.

Basierend auf den dem Gutachter in Form von maximalen Flexibili-
tatspotenzialen, maximalen Abschalt- bzw. Verlagerungsdauern
und variablen Abrufkosten zur Verfligung gestellten DSM-Parame-
tern sowie den im NEP vertffentlichen Energiemengen ist eine voll-
umfangliche quantitative Bewertung nicht mdglich. Insbesondere
die individuellen Verfugbarkeitsprofile der lastmanagementféahigen
Prozesse im Industrie- und GHD-Sektor, welche den Abruf flexibler
Lasten im Jahresverlauf maf3geblich einschranken, liegen dem Gut-
achter nicht vor. Die vorliegenden DSM-Parameter wurden daher
gualitativ anhand einschlagiger Veroffentlichungen, Berichte und
Studien (bspw. [20]) zum Thema Lastmanagement plausibilisiert.

Aus Sicht des Gutachters ist die Berlicksichtigung von nachfrage-
seitigen Flexibilitatsoptionen im NEP-Prozess in Form eines klassi-
schen Lastmanagements von GroRverbrauchern grundsatzlich zu
begriiRen. Es sei jedoch abschlieBend darauf hingewiesen, dass
sowohl die installierte flexible Leistung im einstelligen GW-Bereich
(2 - 6 GW) sowie die daraus resultierende verschobene Energie-
menge (max. 156 GWh in C 2030) pro Jahr im Vergleich zu anderen
Parametern des Szenarios geringe Einflussgréf3en im Rahmen der
Netzausbauplanung darstellen. Insbesondere die prognostizierten
Anteile von flexiblen EV, WP und PV-Speichern unter Bericksichti-
gung der jeweiligen Betriebsstrategie, weisen in Summe deutlich
hohere Flexibilitdtspotenziale auf. Wie bereits in den Abschnitten
2.2.1und 2.2.2 dargestellt, fuhrt der kostenoptimale Betrieb flexibler
neuer Stromanwendungen zu weiteren strukturellen Anderungen im
zeitlichen Verlauf der Stromnachfrage. In Summe kdnnen die aus
dem flexiblen Betrieb neuer Stromanwendungen resultierenden
Lastanderungen die Effekte des klassischen Lastmanagements
deutlich Ubersteigen.
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Die starre Vorgabe einer maximalen Jahresenergiemenge (Net-
tostromverbrauch) in Kombination mit einer maximalen Jahres-
hochstlast bei der Genehmigung des Szenariorahmens durch die
BNetzA definiert einen exakten Zielkorridor fir das nationale Last-
profil. Demgegeniber steht der technologiebasierte Bottom-Up-An-
satz des von den UNB eingesetzten FORECAST/eLOAD-Modells
zur Ermittlung der nationalen Stromnachfrage sowie deren raumli-
cher und zeitlicher Auflésung. Der methodische Ansatz des FORE-
CAST/eLOAD-Modells verfolgt weder das Ziel einen der genannten
Parameter der nationalen Lastkurve exakt zu treffen, noch bertck-
sichtigt es diese als Randbedingung, wodurch grundsatzlich von der
Genehmigung abweichende Ergebnisse mdglich sind.

Im aktuellen NEP-Prozess hat die BNetzA szenariolbergreifend
eine Jahreshdchstlast von 84 GW genehmigt, welche von den UNB
im Rahmen der Marktmodellierung nicht ohne weitere Anpassun-
gen eingehalten werden konnte. Die wesentliche Ursache dieses
Konflikts stellt die prognostizierte Anzahl neuer Stromanwendungen
in Form von EV und WP in den einzelnen Szenarien dar. Je héher
die elektrische Leistungsnachfrage neuer Stromanwendungen aus-
fallt, desto starker kommt deren strukturelles bzw. saisonales Last-
profil in der nationalen Lastganglinie zum Tragen. Dartber hinaus
geht die Berlicksichtigung marktgetriebener Lastflexibilitaten mit ei-
ner weiteren Veranderung des nationalen Lastprofils einher und
fuhrt zur Auspragung neuer charakteristischer Lastspitzen. In
Summe flhren diese strukturellen Veranderungen im Rahmen der
UNB-Modellierung zu einer Jahreshdchstlast, welche die Vorgaben
der Genehmigung (um bis zu 4,7 GW) Ubersteigt.

Um die Vorgaben der Genehmigung einhalten zu kdénnen, haben
die UNB eine zusatzliche Lastflexibilisierung bei EV und WP ange-
nommen, welche Uber die in den Abschnitten 2.2.1 und 2.2.2 kos-
tenoptimale Terminierung der EV-Ladung bzw. Warmebereitstel-
lung hinaus geht. Dazu wird die elektrische Leistungsnachfrage von
EV und WP in denjenigen Stunden, in denen die maximal zulassige
nationale Last Uberschritten wird, eingesenkt und innerhalb von
24 Stunden nachgeholt. Diese zusatzliche Lastflexibilisierung folgt

13 5. [21] S.38, Tabelle 16 / aF: Hochstlast
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dabei aus elektrizitatswirtschaftlicher Perspektive keiner nachvoll-
ziehbaren Methodik, sondern dient einzig und allein dazu, die vor-
gegebene Jahreshdchstlast von 84 GW nicht zu Uberschreiten.
Diese, Uber ein plausibles Lastmanagement hinausgehende, Modi-
fikation hat eine starke Verformung des Lastprofils zur Folge.

In der nachfolgenden Abbildung 2.10 sind die Auswirkungen des
von den UNB notwendigerweise zusétzlich unterstellten Lastmana-
gements zur Einhaltung der genehmigten Jahreshéchstlast fur das
Szenario C 2030 dargestellt.

31.01.2030 09.02.2030 17.02.2030 25.02.2030 05.03.2030

Klassische Verbraucher Neue Stromanw. = = = Genehmigte Jahreshéchstlast

Abbildung 2.10

Auswirkungen der nachtréaglichen Anpassungen des elektrischen
Leistungsbezugs neuer Stromanwendungen zur Einhaltung der
Jahreshdchstlast im Szenario C 2030

Da dem Gutachter lediglich die Zeitreihen nach den durchgefiihrten
Modifikationen vorliegen, bleibt die Hohe der urspriinglichen Jah-
reshochstlast vor der Anpassung unbekannt. Zudem kann keine
vergleichende Darstellung vor bzw. nach Anpassung erfolgen, so-
dass die Auswirkungen aus dem veranderten Anteil neuer Stroman-
wendungen an der Gesamtlast erschlossen werden mussen.

Wie der Abbildung zu entnehmen ist, tritt die urspriingliche Jahres-
hochstlast im Szenario C 2030 zu einem Zeitpunkt in den ersten
beiden Februarwochen des Planungsjahres auf und Ubersteigt die
genehmigte Jahreshéchstlast i. H. v. 84 GW. Im Rahmen der von
den UNB nachtraglich durchgefiihrten Modifikation zur Einhaltung
der Jahreshdchstlast wird die elektrische Leistungsnachfrage neuer
Stromanwendungen (EV und WP) in einem Zeitfenster von bis zu
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240 Stunden beliebig zeitlich verschoben. Als Folge dieser Modifi-
kation ergibt sich in den ersten beiden Februarwochen eine Zeitpe-
riode, welche einerseits durch eine nahezu konstante nationale
Leistungsnachfrage i. H. v. 84 GW gekennzeichnet ist und anderer-
seits durch einen sehr hohen Anteil neuer Stromanwendungen ge-
kennzeichnet ist.

Insbesondere durch den exakteren technologie- und sektorscharfen
Ansatz zur Dekomposition der nationalen Lastganglinie ist es mog-
lich strukturelle Veranderungen im Lastprofil zu modellieren. Die
Methodik der partiellen Lastdekomposition stellt aus Sicht des Gut-
achters einen deutlichen Mehrwert im Rahmen der Modellierung dar
und liefert plausiblere Ergebnisse als eine Skalierung der histori-
schen Lastganglinie. Aus diesem Grund sind die starre Vorgabe ei-
ner maximalen Jahreshdchstlast sowie die daraus resultierende
notwendige Modifikation der Last auf die Vorgaben der Genehmi-
gung aulerst kritisch zu hinterfragen.
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3 Validierung der Ver-
sorgungsaufgabe:
Stromangebot

Analog zur Stromnachfrage wird von den UNB auf Basis des Sze-
nariorahmens ebenso das regionale und zeitliche Stromangebot im
deutschen Ubertragungsnetz abgeleitet. In Kombination stehen so-
mit zukinftige Netznutzungsfélle zur Verfigung, die nachfolgend
zur Ermittlung des Netzausbaubedarfs genutzt werden. Zur Ablei-
tung des Stromangebots werden die prognostizierten installierten
EE-Leistungen 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 2030
verwendeten Methoden und Modelle sowie die resultierenden Er-
gebnisse werden in diesem Kapitel validiert.

Zusammenfassung der Kernergebnisse

o Die Regionalisierung und Zeitreihengenerierung von
EE erfolgt in den NEP-Szenarien zeitlich und regional
hoch aufgelost unter Berlicksichtigung aller derzeit
absehbarer Einflussfaktoren. Allerdings werden die
Einflussfaktoren in ihrer Auspragung nicht variiert,
bspw. werden ausschlief3lich ein Wetterjahr und eine
Regionalisierungsvariante betrachtet.

Die Ergebnisse der europdischen Kraftwerkseinsatz-
optimierung weisen in allen vier Szenarien eine hohe
Ahnlichkeit mit denen des Gutachters auf. Als Ver-

gleichsgréRen dienen dabei die Jahresenergiemen-
gen der konventionellen Kraftwerke und Speicher so-
wie die jahrlichen Austauschenergiemengen zwi-
schen Deutschland und den Anrainerstaaten.

Es besteht Unklarheit Gber die ordnungspolitischen
Instrumente zur Einhaltung der in einigen Szenarien
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vorgegebenen Emissionsobergrenzen des Stromsek-
tors. Entsprechend existieren unterschiedliche An-
satze zur Modellierung etwaiger Vorgaben.

Auch wenn die Methodik der UNB zur Modellierung
des Stromangebots grofitenteils nachvollziehbar ist,

sind doch einige Aspekte wie das Vorgehen zur Ge-
nerierung von EE-Zeitreihen oder zur Ableitung der
Zwangseinsatze von KWK-Anlagen nicht oder unzu-
reichend dokumentiert.

3.1 Leistungsangebot erneuerbarer
Energien

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

3.1.1 Regionalisierung

Der Leistungszubau von WEA und PVA wird im NEP 2030 aufgrund
seines erheblichen AusmalRes als primére Einflussgrof3e auf den
Netzausbaubedarf identifiziert. Das Vorgehen der UNB entspricht
der entwickelten Methodik der FfE in [22]. Diese wurde bereits im
NEP 2025 angewandt und an die aktuellen Rahmenbedingungen
angepasst. Im Folgenden werden die Grundzige dargestellt, fur
weitere Informationen sei auf [22] verwiesen. Nachfolgend wird zu-
nachst getrennt auf die Regionalisierung des Zubaus von WEA und
PVA eingegangen. Abschlielend wird das Vorgehen bewertet.

Windenergieanlagen

Die Regionalisierung der Zubauleistung von WEA gliedert sich in
drei Stufen. Nach einer detaillierten Bestandsanalyse wird die kurz-
fristige Entwicklung abgeschéatzt und anschlieRend die langfriste
Entwicklung betrachtet.
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Die Bestandsanlagen werden anlagenscharf und mit bestméglichen
Detailinformationen bzgl. der Anlagenparameter zusammengetra-
gen. Die kurzfristige Entwicklung wird bundeslandscharf erstellt. Sie
stutzt sich auf Informationen Uber bereits installierte Bestandsanla-
gen je Bundeland, kurzfristig zu erwartende Repoweringmafinah-
men, bereits genehmigte WEA aus dem Anlagenregister BNetzA,
dem kumulierten historischen Zubau der letzten drei Jahre und der
Antragslage bei den Verteil- und Ubertragungsnetzbetreibern. Mit
der kurzfristen Betrachtungen sollen die Entwicklungen bis zum
31.12.2018 abgebildet werden.

Ein weiterer Stitzpunkt wird mit der Zielzahl fur das Szenario 2035
abgesteckt. Als Maximalgrenze werden die langfristigen Ziele je
Bundesland bericksichtigt. Die Maximalgrenze darf nur Uberschrit-
ten werden, sofern bereits bei der kurzfristigen Betrachtung dieser
Wert Uberschritten wird.

Die Zubaumodellierung erfolgt fir beide Stitzpunkte modellge-
sttzt. Hierbei werden verschiedene Flachenkategorien mit jeweils
unterschiedlichen Zubauwahrscheinlichkeiten bertcksichtigt. Bei
dem Zubau wird zwischen Anlagenkonzepten fir Starkwind- und
Schwachwindstandorte sowie Standortbedingungen (ohne Restrik-
tionen / im Wald / im Schutzgebiet) unterschieden. Bei der Herlei-
tung der Potenzialflachen wird zwischen verfiigbaren Flachen mit
unterschiedlicher Flachennutzung, Flachen fiir Repowering und
Vorrangflachen differenziert. Verfigbare Flachen werden hinsicht-
lich ihrer Eignung bewertet, sodass Waldgebiete, Landschafts-
schutzgebiete sowie Naturparks nachrangig genutzt und Biosphé-
renreservate von der Nutzung ausgeschlossen werden. Zusatzlich
werden Flachen, die eine Hangneigung von mehr als 5 Grad, die
10 H — Regelung in Bayern verletzen, keinen Mindestabstand zu
Drehfunkfeuern aufweisen oder ein Ertragspotenzial von weniger
als 1.330 Vollbenutzungsstunden in 80 m Hohe fur Starkwindanla-
gen und 940 Vollbenutzungsstunden in 80 m Hoéhe fur Schwach-
windanlagen aufweisen, ausgeschlossen. Auch werden Absténde
zu Infrastrukturanlagen, Wohn- und Gewerbegebieten und Ahnli-
chem eingehalten. Das Potenzial von Repowering beschreibt die
Leistungssteigerung auf bereits genutzten Flachen, die durch Er-
satz alterer WEA durch neuere Modelle und den daraus resultieren-
den Anstieg der Leistungsdichte auf der genutzten Flache erreicht
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werden kann. Vorrangflachen kdnnen uneingeschrénkt genutzt wer-
den, daher werden diese priorisiert erschlossen. Mithilfe dieser In-
formationen erfolgt der Zubau von WEA anlagenscharf anhand ei-
nes Zubaumodells, durch das die Anlagen entsprechend der vorher
bestimmten Rangfolge zunachst auf Vorrangflachen und anschlie-
Rend auf Repowering-Flachen und den weiteren Potenzialflachen
installiert werden.

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 Aufdach-PVA in den deutschen Gemeinden wird in
Abhangigkeit des historischen Zubaus in der Gemeinde fortge-
schrieben. Anhand eines funktionalen Zusammenhangs zwischen
der Bestandsleistung und dem Leistungspotenzial in einer betrach-
teten Gemeinde und der Bestandsleistung und dem Leistungspo-
tenzial in Gesamtdeutschland wird fur diese Gemeinde ein Parame-
ter errechnet, welcher die Ausbaudynamik in der betrachteten Ge-
meinde reprasentiert. Anhand eines Zielwerts der installierten Leis-
tung von PVA in Deutschland kann die installierte Leistung in jeder
Gemeinde mithilfe dieses Parameters berechnet werden.

Die Zubaumodellierung der Freiflachenanlagen orientiert sich an
der Bewertung des regionalen Ertrags und der Flachenpotenziale.

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
Berticksichtigung 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-
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thode. Allerdings spiegelt er nur eine mogliche Realisierung des Zu-
baus wider. Eine Untersuchung der Sensitivitat alternativer Reali-
sierungen ware winschenswert, um den Einfluss unterschiedlicher
Regionalisierungen auf die Belastung des Ubertragungsnetzes un-
tersuchen zu konnen.

Das Vorgehen zur Ermittlung der Potenzialflachen fur PVA ist eben-
falls schlissig und basiert auf einer hochwertigen Datengrundlage.
Fraglich ist, ob der Zubau der Aufdachanlagen anhand eines Ansat-
zes angelehnt an asymmetrische Sigmoidfunktionen sinnvoll ist.
Dieser unterstellt, dass die Entwicklung der Vergangenheit eine
Grundlage fur die Entwicklung in der Zukunft darstellt. Gerade vor
dem Hintergrund sich &ndernder Fdrdermechanismen, die in der
Vergangenheit einen entscheidenden Einfluss auf den Anlagenzu-
bau hatten, kann diese Annahme hinterfragt werden. Zudem wird
wiederum nur eine Regionalisierung betrachtet. Auch hier wéare die
Betrachtung alternativer Regionalisierungen wiinschenswert.

Grundsatzlich bleibt offen, warum die Orientierung an den Ausbau-
zielen der Bundeslander nur bei WEA und nicht bei PVA berlick-
sichtigt wird.

Zur weiteren Validierung der im NEP verwendeten Regionalisierung
sowie in Vorbereitung auf anschlieBende Untersuchungen zur Spit-
zenkappung wird im folgenden Unterabschnitt die Regionalisierung
der UNB durch den Gutachter nachgebildet. D. h. die von den UNB
getroffenen Annahmen der Regionalisierung werden in die gutach-
tereigene Regionalisierungsmethodik wie nachfolgend beschrieben
Ubernommen.

Die Regionalisierung von EE wird gemeindescharf durchgefiihrt.
Fir alle Technologien werden Verteilungsschliissel festgelegt, an-
hand derer die installierte Leistung der Anlagen verteilt wird. Be-
standsanlagen unterliegen dem Repowering und werden mit 110 %
der derzeit installierten Leistung auch in Zukunft angenommen.

Die Zubauleistung der WEA an Land wird linear zur Verteilung der
Landwirtschaftsflache der deutschen Gemeinden verteilt. Die Land-
wirtschaftsflache wird zuvor noch um Ausschlussflachen korrigiert,
d. h. Schutzgebiete, Flachen mit einer Hangneigung tber 10 Grad
und Flachen in Gemeinden mit einem Ertragspotenzial der WEA un-
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ter 900 Vollbenutzungsstunden im Jahr werden von der Landwirt-
schaftsflache abgezogen. Zudem wird beim Zubau von WEA eine
Gewichtung basierend auf den Ausbauzielen der Bundeslander
durchgefihrt. Die Zubauleistung der WEA auf See wird in Relation
zum Leistungspotenzial der definierten Gebietscluster verteilt.

Die Verteilung der Zubauleistung der PVA wird in Relation der Ein-
und Zweifamilienhduser verteilt. Die Zubauleistung der Bioenergie-
anlagen, Wasserkraftanlagen und sonstigen EE-Anlagen orientie-
ren sich an dem Anlagenbestand am 31.12.2015. Die Verteilung der
Zubauleistung der KWK-Anlagen mit einer installierten Leistung un-
ter 50 MW wird gemalf der Verteilung des thermischen Endenergie-
bedarfs in Deutschland regionalisiert. Weitere Informationen, die
Datengrundlage sowie die formale Beschreibung der Regionalisie-
rung kénnen in [8] nachvollzogen werden.

Die Regionalisierungsergebnisse des NEP liegen dem Gutachter
auf Hochspannungsknotenebene vor, d. h. die installierten Leistun-
gen sind technologiescharf fur jeden Knoten des Hochspannungs-
netzes bekannt. Zum Vergleich dieser Ergebnisse mit den Ergeb-
nissen des Gutachters werden die Regionalisierungen jeweils auf
Ubertragungsnetzknoten aggregiert. Hierbei wird das zuvor be-
schriebene Verfahren (vgl. Abschnitt Lastmodellierung) verwendet.
Analog wird auch die lineare Korrelation fur alle Szenarien und fur
die Aggregationsstufen mit 15 bzw. 100 Regionen bestimmt. Die Er-
gebnisse sind in Tabelle 3.1 dargestellt.

Vergleich der Regionalisierung von WEA und PVA in Deutschland
zwischen dem NEP und dem Gutachter

Pearsson
Korrelationskoeffizient

WEA: 100 Regionen 0,914 0,909 0,904 0,903
WEA: 15 Regionen 0,983 0,986 0,987 0,987
PV: 100 Regionen 0,847 0,843 0,846 0,847
PV: 15 Regionen 0,956 0,943 0,932 0,931

A2030 B2030 B2035 (C2030

Die lineare Korrelation der Leistungsverteilung im Szenario B 2030
bei einer Aggregation auf 15 Regionen betragt fur WEA auf dieser
Aggregationsstufe 0,986, fur PVA betragt sie 0,943. Die Verteilun-
gen sind in Abbildung 3.1 und Abbildung 3.2 raumlich dargestellt.
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Abbildung 3.1 Vergleich der Regionalisierung von WEA des NEP (links) und der
NEP-nachgebildeten Regionalisierung (rechts) auf 15-Regio-
nenebene

Abbildung 3.2 Vergleich der Regionalisierung von PVA des NEP (links) und der
NEP-nachgebildeten Regionalisierung (rechts) auf 15-Regio-
nenebene

Demnach weisen die Regionalisierung des Leistungszubaus der
WEA und PVA des Gutachters eine ausreichend hohe Korrelation
zur Regionalisierung aus dem NEP auf, um diese im weiteren Ver-
lauf bei der Untersuchung der Spitzenkappung verwenden zu kon-
nen. Zudem erscheint die im NEP angewandte Regionalisierung ba-
sierend auf den Annahmen korrekt umgesetzt worden zu sein und
ist somit eine plausible Abbildung eines zukiinftigen Zustands der
Leistungsverteilung.
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An dieser Stelle sei nochmal explizit darauf hingewiesen, dass die-
ser zukinftige Zustand das Ergebnis einer Prognose auf Basis einer
angenommen Entwicklung (unter Berucksichtigung aktueller
Trends) darstellt. Wie hoch dessen Eintrittswahrscheinlichkeit ist
und wie alternative Entwicklungen aussehen, wird im NEP nicht un-
tersucht. Im Gutachten zum NEP 2025 [4] wurden alternative Regi-
onalisierungen gegenubergestellt. Es wurde deutlich, dass sich die
Verteilungen nennenswert von der NEP-Regionalisierung unter-
scheiden — sowohl hinsichtlich der Korrelation als auch der Charak-
teristik der Leistungsverteilung. Hierdurch waren veranderte Netz-
belastungen zu erwarten, die im Rahmen des aktuellen NEP-Vor-
gehens bisher nicht untersucht werden.

Die genaue Methodik zur Bestimmung der Einspeisezeitreihen der
EE wird im NEP nur zusammengefasst dargestellt. Die genaue Um-
setzung wird folglich nicht ersichtlich. Daher werden in diesem Ab-
schnitt nur die bekannten Aspekte der Methodik beschrieben und
bewertet, bevor anschlieend ein quantitativer Vergleich der Simu-
lationsergebnisse von UNB und Gutachter fir WEA und PVA erfolgt.
SchlieB3lich wird die Spitzenkappung im NEP diskutiert.

Die Generierung der Zeitreihen von EE im NEP 2030 erfolgt auf Ba-
sis des Wetterjahres 2012. Hierfir werden hoch aufgeldste Wetter-
daten des externen Dienstleisters European Weather Consultants
verwendet. Zudem werden Vollbenutzungsstunden und Leistungs-
kennlinien fur die jeweiligen Anlagentypen angenommen. Neben
dieser Daten flie3en historisch regionale Einspeisecharakteristiken
zur Abbildung technischer Eigenschaften sowie Verschattungs- und
Ausrichtungseffekte spezifischer Anlagen ein.

Die Verwendung lediglich eines Wetterjahres ist kritisch zu diskutie-
ren. Im NEP 2025 wurde das Wetterjahr 2011 als Basisjahr verwen-
det, im NEP 2030 wird auf das Wetterjahr 2012 zurilickgegriffen.
Fraglich ist wie repréasentativ ein Wetterjahr ist, da bekannt ist, dass
Wetterjahre stark variieren konnen. Es ware daher zunéchst eine
Untersuchung notwendig, wie sensitiv der Einfluss verschiedener
Wetterjahre ist. Hieraus konnte sich als Konsequenz ergeben, dass
mehrere Wetterjahre bertcksichtigt werden mussen. Alternativ
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Abbildung 3.3

kénnte ein Modell entwickelt werden, um Wettersituationen zu ge-
nerieren sowie die Auftrittswahrscheinlichkeiten fur spezifische
Wetterereignisse wie z. B. eine ,Dunkelflaute” zu bestimmen.

Basierend auf der nachgebildeten Regionalisierung (siehe Ab-
schnitt 3.1.1) sowie der in Abschnitt A.2.1 vorgestellten Methodik
der Zeitreihenerstellung des Gutachters wurden Zeitreihen fiur WEA
an Land und PVA zur Gegenuberstellung mit den diesbeziiglichen
NEP-Ergebnissen erstellt. In Abbildung 3.3 ist der Vergleich der
Leistungsbereitstellung von WEA in einem ausgewahlten Zeitraum
des Szenarios B 2030 dargestellt.

05.01.2030 09.01.2030 13.01.2030 17.01.2030 21.01.2030

Gutachter
Vergleich der Leistungsbereitstellung von WEA in B 2030

Zu erkennen ist eine hohe Ubereinstimmung der Zeitreihen im dar-
gestellten Ausschnitt. Insgesamt speisen die WEA im NEP im Sze-
narion B 2030 eine Energiemenge i. H. v. 190 TWh in das elektri-
sche Netz ein. Im Vergleich wird mit der Methodik des Gutachters
179,5 TWh erzeugt. Die lineare Korrelation der beiden Ganglinien
liegt bei 0,985.

Die Leistungsbereitstellung der PVA, dargestellt in Abbildung 3.4,
zeigt ein ahnliches Bild. Im NEP speisen sie insgesamt 60,9 TWh
elektrische Energie ins Netz ein. Die Simulation des Gutachters
ergibt eine Energiebereitstellung in Hohe von ca. 62,4 TWh. Die li-
neare Korrelation der Ganglinien der PVA liegt bei 0,88.
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Abbildung 3.4 Vergleich der Leistungsbereitstellung von PVA in B2030

Der Vergleich der Einspeiseganglinien der WEA und PVA belegt,
dass die Zeitreihen im NEP plausibel hergeleitet und simuliert wor-
den sind. Im weiteren Verlauf dieses Abschnitts, der die Spitzen-
kappung thematisiert, werden die eigens simulierten Zeitreihen wei-
ter verwendet, da der Datensatz eine hohere regionale Auflésung
(Gemeindeebene) aufweist als die zur Verfligung gestellten NEP-
Daten (Hochspannungsknotenebene).

Spitzenkappung im NEP

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 bertcksichtigt 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 bericksichtigen.

Die im NEP bericksichtigte Methode der Spitzenkappung entspricht
dem Vorgehen des NEP 2025 und basiert auf den Ergebnissen der
Verteilernetzstudie im Auftrag des Bundesministeriums fir Wirt-
schaft und Energie [23]. Mit Hilfe der Simulationsergebnisse dieser
Studie wird fur Nieder- und Mittelspannungsnetze ein funktionaler
Zusammenhang zwischen der installierten Leistung von WEA an
Land und PVA, Verbraucherlast und der Reduzierung der maxima-
len Einspeisung in der Netzplanung durch Spitzenkappung ermittelt.
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Der funktionale Zusammenhang wird separat fir jede der in der Stu-
die betrachteten Modellnetzklasse bestimmt. Hierbei existieren
zehn Modellnetzklassen fir die Mittelspannungs- und acht Modell-
netzklassen fur die Niederspannungsebene.

Die Spitzenkappung von im Ubertragungs- und Verteilnetz ange-
schlossenen Anlagen wird dabei mit derselben Methode simuliert,
obwonhl 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.

Zur weiteren Uberprifung der im NEP angewandten Spitzenkap-
pung wird die dort verwendete Methode seitens des Gutachters
nachgebildet. Sie entspricht der vorgestellten Methodik des
NEP 2025 und wird kurz zusammenfassend dargestellt.

Es wird zunachst ermittelt, in welchen deutschen Gemeinden Spit-
zenkappung Uberhaupt durchgefuhrt wird. Hierzu werden alle Ge-
meinden identifiziert, in denen die maximale Rickspeisung ohne
Spitzenkappung hoher ist als die Spitzenlast. AnschlieRend wird in
diesen Gemeinden die Hohe der Spitzenkappung bestimmt. Hierzu
werden die WEA und PVA in den Gemeinden pauschal in ihrer Leis-
tungsbereitstellung beschrénkt. Die Beschrankung der maximalen
Leistungsbereitstellung wird iterativ erhdht, indem die zulassige Re-
duktion der Energiebereitstellung der Anlagen in jedem Iterations-
schritt um 0,1 % steigt. Die iterative Erhéhung der Spitzenkappung
wird solange durchgefihrt, wie folgende Bedingungen gelten:

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

In Abbildung 3.5 und Abbildung 3.6 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.
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Die in Abbildung 3.5 auf der rechten Seite dargestellte Spitzenkap-
pung nach der zuvor beschriebenen (NEP-nachgebildeten) Gutach-
ter-Methode fuhrt im Durchschnitt zu einer Reduktion der Energie-
bereitstellung der WEA an Land in H6he von 1,0 %. Demgegeniber
liegt die durchschnittliche Energiereduktion im NEP mit 1,1 % leicht
darlber. In beiden Féllen wird damit das nach § 11 Abs. 2 EnWG
zugestandene Reduktionspotenzial von bis zu 3 % nicht vollstandig
ausgenutzt. Ubereinstimmend wird in Ballungsgebieten, die sich
lastbedingt durch hoher dimensionierte Verteilnetze auszeichnen,
Spitzenkappung in geringerem Umfang genutzt als auRerhalb der
Ballungsgebiete. Leichte Unterschiede zwischen den Simulationen
sind im norddeutschen Raum, in Bayern und auch im Ruhrgebiet zu
erkennen. Bei PVA liegt die in Abbildung 3.6 dargestellte Spitzen-
kappung nach der Gutachter-Methode mit einer Energiereduktion in
Hohe von 1,0 % unterhalb der im NEP vorgenommen Abregelung
in Hohe von 1,3 %. Auch hier zeigen sich regional dhnliche Werte.
Lediglich im Norden und der Mitte Deutschlands unterscheiden sich
die Ergebnisse leicht.

Fur den Netzplanungsprozess ist die insgesamt abgeregelte Ener-
gie entscheidend. Diese liegt mit 3,0 TWh im NEP auf einem etwas
hoheren Niveau als die Ergebnisse der gutachterlichen Methode.
Hier wird die bereitgestellte Energie durch Spitzenkappung um
2,5 TWh reduziert. Trotz leichter Unterschiede in den jeweiligen re-
gionalen Abregelungswerten konnte die im NEP verwendete Vorge-
hensweise nachvollzogen und als geeigneter Ansatz zur Anwen-
dung im Netzplanungsprozess validiert werden.

Auf Basis der durchgefiihrten Regionalisierung und der ermittelten
Zeitreihen der elektrischen Last sowie der Einspeisung von EE- und
KWK-Anlagen erfolgt im NEP fir jedes Szenario eine Simulation
des europaischen Binnenmarktes fir Strom. Dabei werden der Ein-
satz von konventionellen Kraftwerken und Speichern in Europa so-
wie die Handelsaustausche (Im- und Exporte) im Verbundsystem
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stundenscharf fur ein Planungsjahr unter Anwendung einer Kraft-
werkseinsatzoptimierung ermittelt. Das hierzu im Rahmen des
NEP 2030 eingesetzte Optimierungsmodell wird im Folgenden kurz
beschrieben. Unter Berlcksichtigung der Komplexitat und Vielzahl
an Eingangsdaten, die zur Simulation des europdaischen Strom-
marktes notwendig sind, erfolgt zunachst eine Diskussion der
Transparenz, Verfligbarkeit sowie der Nachvollziehbarkeit gewisser
Eingangsdaten. AbschlieRend wird die Plausibilitat der Simulations-
ergebnisse bewertet, indem die NEP-Ergebnisse denen des Gut-
achters, ermittelt anhand des in Abschnitt A.2.2 beschriebenen Vor-
gehens, gegenibergestellt werden.

Wie bereits in den zwei vorangegangenen NEP 2014 und
NEP 2025 wird auch im NEP 2030 das Marktmodell ,BID3" [24] der
Pdyry Management Consulting verwendet. Ziel des Modells ist es,
den zur Deckung der elektrischen Last erforderlichen Kraft-
werkseinsatz bei minimalen Erzeugungskosten und unter Beriick-
sichtigung verschiedener technischer Restriktionen zu bestimmen.
Hierzu wird ein mehrstufiges Optimierungsverfahren angewendet.

In den ersten beiden Verfahrensstufen (Pan Europe und Germany-
Plus) werden vereinfachte rein lineare Optimierungsprobleme fir
den Kraftwerks- und Speichereinsatz in Europa gel6st, um eine
Startlésung fir eine abschlieBende detaillierte gemischt-ganzzah-
lige lineare Optimierung zu bestimmen. In der dritten und letzten
Verfahrensstufen (Germany-Only) werden die Ein- und Ausschal-
tentscheidungen aller deutschen Erzeugungseinheiten explizit mo-
delliert sodass die direkte Berlicksichtigung zeitkoppelnder Restrik-
tionen von Kraftwerken, in Form von Mindeststillstands- und Min-
destbetriebszeiten sowie Leistungsgradienten, erfolgen kann. Die
Optimierung selbst geschieht mit einer rollierenden Voraussicht von
acht Tagen [2], in dem Sinne, dass das Betrachtungsjahr in Zeitin-
tervalle konstanter Lange unterteilt wird. Die einzelnen Optimie-
rungsintervalle werden hierbei sequentiell gelost. Ohne die Anwen-
dung weiterer mathematischer Dekompositionsverfahren, erfolgt je
Verfahrensstufe und Optimierungsfenster eine geschlossene L§-
sung. Ob eine Vorsimulation durchgefiihrt wird, um die Betriebs-
punkte der Kraftwerke und Speicher in der ersten Stunde des jewei-
ligen Betrachtungsjahres zu bestimmen, ist weder dem NEP noch
dem Begleitdokument zur Marktsimulation zu entnehmen.
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Grol3ere Unterschiede zwischen dem NEP-Optimierungsmodul und
dem Ansatz des Gutachters sind insbesondere bei der Formulie-
rung bzw. Umsetzung einzelner Restriktionen, bspw. der Modellie-
rung von expliziten Ein- und Ausschaltentscheidungen sowie den
damit verbundenen Kosten, zu erwarten. Des Weiteren sind Unter-
schiede bei der modelltechnischen Ausgestaltung von Einzelaspek-
ten, bspw. der Modellierung von Wasserkraftwerken mit nattrlichen
saisonalen witterungsabhangigen Zufliissen, zu erwarten.

Dariber hinaus sind Differenzen bei den vorgelagerten Modulen
wabhrscheinlich, welche in erster Linie Eingangsdaten fur den Opti-
mierungskern bereitstellen. Zu diesen zahlen Modelle zur Bestim-
mung standortspezifischer Primarenergiekosten, Modelle zur Ablei-
tung natirlicher Zuflisse von Wasserkraftwerken, Modelle zur Be-
stimmung des konventionellen Erzeugungsausbaus, Modelle zur
Ermittlung von (blockscharfen) Nichtverfugbarkeiten thermischer
Kraftwerke, Modelle zur Ableitung der Must-Run-Einspeiseleistun-
gen von KWK-Anlagen sowie Modelle zur Bestimmung der je Markt-
gebiet vorzuhaltenden Regelleistung. An dieser Stelle ware inshe-
sondere ein Begleitgutachten zu dem von den UNB im NEP 2030
angewendeten Modell zur Bestimmung der Must-Run-Einspeise-
leistungen wiinschenswert, welches laut [2] vom Lehrstuhl fur Ener-
giewirtschaft an der Universitat Duisburg-Essen entwickelt wurde.

Eine detaillierte Analyse der methodischen Unterschiede gestaltet
sich aufgrund der weiterhin spéarlichen Dokumentation im NEP
schwierig. Zur Verbesserung der Vergleichbarkeit zwischen den
verschiedenen Marktmodellen und ihren einzelnen Modulen sind fur
zukunftige NEP detailliertere Beschreibungen wiinschenswert. Die
zunehmende Anzahl von wissenschaftlichen Begleitgutachten zum
NEP-Prozess, siehe [7] hinsichtlich der Entwicklung der regionalen
Stromnachfrage sowie [22] zur Datenbasis und Methodik der Regi-
onalisierung, ist ausdriicklich zu begrif3en. Im Rahmen des nachs-
ten NEP-Prozesses (NEP 2030, Version 2019) wurden bereits eine
Kurzstudie zum Thema Power-to-X [19] sowie ein Kurzbericht zur
Flexibilisierung von KWK-Anlagen [25] von der FfE veréffentlicht,
wodurch zukinftig eine Validierung weiterer Eingangsdaten und
Module grundsatzlich ermdglicht wird.
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Zudem ware fir 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 Kraftwerksliste fir das gesamte
europaische Ausland sowie transparente Benennung von
etwaigen Modifikation unter expliziter Angabe von Griinden,

e Dberucksichtigte, blockscharfe Mindesterzeugungsmengen
(differenziert nach Grund und Menge) in Deutschland sowie
fur das europdische Ausland,

¢ angenommene Kraftwerksparameter (z. B. Mindestzeiten,
Leistungsgradienten, Wirkungsgrade, Verfugbarkeiten),

¢ angenommene Net Transfer Capacity-(NTC)-Werte nicht
nur zwischen Deutschland und den angrenzenden Marktge-
bieten, sondern auch zwischen den anderen europaischen
Landern,

¢ angenommene vorzuhaltende Regelleistung in Deutschland
sowie im europaischen Ausland,

e native ungesteuerte Lastprofile neuer Stromanwendungen,

o Verflgbarkeitsprofile der klassischen DSM-Prozesse.

Hinsichtlich der Eingangsdaten des NEP 2030 ist anzumerken,
dass zur Modellierung des europaischen Auslandes erstmalig auf
Daten des Scenario Development Reports (SDR) [26] zurtickgegrif-
fen wurde. Eine Ubersicht der resultierenden installierten Leistun-
gen konventioneller Kraftwerke (nach Primarenergietrager) und EE
(nach Technologie) fir die direkten Nachbarstaaten Deutschlands
ist dem Entwurf der UNB zum Szenariorahmen* zu entnehmen.
Beim Vergleich der von den UNB angenommenen Eingangsdaten
mit den Rohdaten aus dem SDR sind Abweichungen bei der Auftei-
lung der gesamten konventionellen installierten Leistung auf die ein-
zelnen Kraftwerkstechnologien - insbesondere Steinkohle - festzu-
stellen. Urséachlich fur diese Abweichungen ist eine fehlende ein-
deutige Definition von Biokraftstoffen (engl. Biofuels) im europai-
schen Kontext, wodurch die im SDR ausgewiesene Biokraftstoffleis-
tung von den deutschen UNB in den Kategorien Steinkohle und Erd-
gas berticksichtigt wurde. Aus Sicht des Gutachters sollte solch eine

14[17] s. Abbildung A18, S.123
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Modifikation ausgewahlter Eingangsdaten transparenter kommuni-
ziert werden, um eine Nachvollziehbarkeit der Marktmodellierung
sowie der Ergebnisse durch Dritte zu gewéhrleisten. Zudem ist an-
zumerken, dass die prognostizierten installierten Leistungen fir
Pumpspeicherkraftwerke (Abb. A18: ,PSW*) und Ubrige Wasser-
kraft-Anlagen (Abb. A18: ,Hydro®) in der Ubersicht des UNB-Ent-
wurfs vertauscht ausgewiesen sind.

Vor dem Hintergrund des eingangs beschriebenen besonderen Um-
gangs mit ausgewahlten Eingangsparametern (Installierte Leistung
konventioneller Kraftwerke im europaischen Ausland) ist die UNB-
Methodik [17] zur Einbettung der nationalen NEP-Szenarien in den
europaischen Kontext zu erwahnen, die zur Ableitung der Ein-
gangsparameter des NEP-Szenarios B 2030 eine Mittelwertbildung
vorsieht. Im Rahmen dieser Mittelwertbildung werden die installier-
ten Leistungen konventioneller Kraftwerke und erneuerbarer Ener-
giequellen jeweils als Mittelwert der Eingangsparameter der Vision
2 und Vision 3 des SDR bestimmt.

Nach Auffassung des Gutachters zeichnet sich ein konsistentes
Szenario insbesondere dadurch aus, dass die Summe aller Ein-
gangsparameter einen harmonischen Rahmen ergibt. Dabei weist
jeder einzelne Parameter diverse Abhéangigkeiten und Wechselwir-
kungen zu bzw. mit anderen Parametern auf, welche aus Sicht des
Gutachters durch eine Mittelwertbildung zwischen zwei unabhangi-
gen und vollstandig divergenten Entwicklungspfaden (SDR Vision 2
und Vision 3) nur bedingt erhalten bleiben. Als Folge der Mittelwert-
bildung ist in den Eingangsdaten fur das europaische Ausland des
NEP-Szenarios B 2030 weder ein nationaler noch ein europaischer
Fokus zu erkennen. Demgegeniber wird das europaische Ausland
im Langfristszenario B 2035 durch die Eingangsdaten der Vision 3
des SDR nachgebildet, welche einen deutlichen ausgepragten nati-
onalen Fokus aufweisen. Die Annahmen der UNB im Hinblick auf
die Ausrichtung des europaischen Entwicklungspfads (von B 2030
nach B 2035) stehen im Widerspruch zu der Annahme, dass die na-
tionalen Eingangsparameter des Transformationsszenarios
(B 2030) fur das Langfristszenario (B 2035) zur Modellierung
Deutschlands fortgeschrieben werden.
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Im Rahmen der gutachterlichen Begleitung des NEP 2030 wurden
vom Gutachter fur alle vier NEP-Szenarien Simulationen des euro-
paischen Strommarktes unter Verwendung des in Abschnitt A.2.2
vorgestellten Modells durchgefihrt. In Abstimmung mit der BNetzA
wurden hierbei jeweils flr Deutschland und die Anrainer die Einspei-
sezeitreinen von EE- (inkl. Lauf- und Speicherwasser) und KWK-
Anlagen kleiner 10 MW sowie die Lastzeitreihen aus dem NEP
Ubernommen und als Eingangsdaten verwendet, um eine bessere
Vergleichbarkeit der resultierenden Fahrpldne konventioneller
Kraftwerke und Speicher sowie der resultierenden Handelsaustau-
sche zu ermdglichen. Die dariber hinaus notwendigen Zeitreihen
fur das Ausland, die Must-Run-Leistungen von KWK-GroRRkraftwer-
ken und die blockscharfen Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten wurden
fur alle Szenarien mithilfe der vom Gutachter eingesetzten Simula-
tionswerkzeuge ermittelt.

Auf Grundlage eines Vergleichs der Simulationsergebnisse, in Form
von Jahresenergiemengen der konventionellen Erzeuger und Spei-
cher sowie der (saldierten) Handelsaustausche, konnten die Resul-
tate aller vier Szenarien positiv validiert werden. Fir das Planungs-
jahr 2030, bestehend aus dem konservativen NEP-Szenario
A 2030, dem Transformationsszenario B 2030 sowie dem Innovati-
onsszenario C 2030, wiesen die Ergebnisse eine hohe Ubereinstim-
mung in Bezug auf den deutschen Energiemix auf. Fir das Pla-
nungsjahr 2035 zeigten die Simulationsergebnisse des Langfrist-
szenarios (B 2035) in weiten Teilen Ubereinstimmende Tendenzen
im Hinblick auf den deutschen Energiemix.

Daruber hinaus waren die fir die vier Szenarien ermittelten Netto-
exportpositionen des deutschen Stromauf3enhandels jeweils auf ei-
nem vergleichbaren Niveau mit den im NEP ausgewiesenen Saldi
der Handelsaustauschenergiemengen. In diesem Zusammenhang
wurden in allen vier auch nur geringe Abweichungen bei den bilate-
ralen Handelsaustauschenergiemengen zwischen Deutschland und
den Anrainerstaaten festgestellt.

Im Vergleich zum letzten NEP werden nun drei von vier Szenarien
mit expliziter Vorgabe zur Einhaltung maximaler CO;-Emissions-
mengen in Deutschland untersucht, lediglich im konservativen Sze-
nario A 2030 existiert keine Beschrankung der CO2-Emissionen des
deutschen Kraftwerksparks. Die UNB haben sich wissentlich dazu
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entschieden, den bereits im NEP 2025 gewdahlten methodischen
Ansatz einer iterativen Anpassung des CO.-Zertifikatspreises zur
Begrenzung der deutschen CO»-Emissionen anzuwenden. Vor dem
Hintergrund, dass dabei ausschlief3lich die CO,-Zertifikatspreise in
Deutschland erhoht werden, wodurch die Grenzkosten der CO»-
emittierenden deutschen Kraftwerke im européaischen Vergleich
steigen und somit eine Verlagerung der Stromproduktion in das eu-
ropaische Ausland resultiert, wurde die angewendete Methodik be-
reits im Rahmen des NEP 2025 offentlich diskutiert. Im Gegensatz
zum Vorgehen der UNB verwendet der Gutachter eine explizite Ne-
benbedingung zur CO;-Begrenzung in der Kraftwerkseinsatzopti-
mierung (vgl. Abschnitt A.2.2). Durch diesen Ansatz bleiben die
Grenzkosten der deutschen Kraftwerke unveréndert und somit auch
ihre Merit-Order-Reihenfolge (kein Fuel-Switch). Sowohl der Gut-
achter als auch die UNB sind sich dartiber bewusst, dass die jewei-
lige gewahlte Methodik zur Modellierung eines beschrankten natio-
nalen CO»-Emissionskontingents nicht alle relevanten Auswirkun-
gen auf den europadischen Strommarkt vollumféanglich abbilden
kann. Auch wenn bereits alternative Methoden (vgl. [27]) 6ffentlich
diskutiert werden, fehlt es derzeit noch an flankierenden energiepo-
litischen MalRnahmen, die fur die konkrete Berticksichtigung eines
der vorgeschlagenen ordnungspolitischen Instrumente sprechen.

Trotz der unterschiedlichen Modellierung, konnte der generelle Ef-
fekt bzw. die Auswirkung der Vorgabe eines beschrankten nationa-
len CO,- Emissionskontingents auf die Stromerzeugung in Deutsch-
land in den drei Szenarien mit CO»-Emissionsgrenze (B 2030,
C 2030 und B 2035) bestatigt werden. Als Folge der CO;-Limitie-
rung kommt es insbesondere zu einem Rlckgang konventioneller
Erzeugung aus Stein- und Braunkohle in Deutschland, die mit einer
Verlagerung der Erzeugung in das europdische Ausland einher-
geht. Ist Deutschland im Szenario A 2030 ohne Vorgabe eines
COz-Emissionskontingents mit 46 TWh/a noch ein Nettoexporteur
von Strom (Gutachter: 44 TWh/a), so fiuhrt die COz-Limitierung in
den Transformationsszenarien zu einer ausgeglichenen deutschen
Handelsbilanz. Im Szenario B 2030 ergibt sich im NEP ein Nettoim-
port i.H.v.24TWh/a sowie ein sehr geringer Nettoexport
i. H.v. 0,2 TWh/a beim Gutachter. Im langfristigen Transformati-
onsszenario B 2035 resultiert ein Nettoimport i. H. v. 2,5 TWh/a
(Gutachter: 4,1 TWh/a). Vor dem Hintergrund der signifikant zuneh-
menden elektrischen Leistungsnachfrage im Innovationszenario
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C 2030 bei einem gleichzeitig steigenden EE-Anteil sowie rucklau-
figen konventionellen Erzeugungskapazitaten, steigt die Abhangig-
keit Deutschlands von Stromimporten aus dem Ausland, wie Net-
toimporte i. H. v. 26,4 TWh/a im NEP (Gutachter: 23,8 TWh/a) ver-
deutlichen.

Zur Veranschaulichung der Differenzen zwischen den Ergebnissen
der NEP-Marktsimulation und den Marktsimulationsergebnissen
des Gutachters sind in Abbildung 3.7 die vom Gutachter ermittelten
Energiemengen in Deutschland denen der NEP-Marktsimulation
exemplarisch fir das Szenario B 2035 gegentbergestellt.

Gutachter
600
500 B PSW-Entnahme
ELast inkl. NV
= 400 B PSW-Einspeisung
=
e B Importe-Exporte
= B Wasserkraft
5 BKWK < 10 MW
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mOl
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100 --- =0 - OGas
' e O Steinkohle
0 69'1 49,1 @ Braunkohle
Erzeugung Verbrauch Erzeugung Verbrauch
Abbildung 3.7 Vergleich der Energiemengen fur das Szenario B 2035

In erster Linie weichen die jeweils ermittelten Erzeugungsmengen
von Stein- und Braunkohlekraftwerken signifikant voneinander ab.
Die im Rahmen der Gutachter-Marktsimulation (mit UNB-Eingangs-
daten) ermittelte Erzeugung konventioneller Kraftwerke féllt insge-
samt geringer aus und sorgt somit dafir, dass der Nettoimport von
Deutschland im Vergleich zur NEP-Berechnung hoéher ausfallt. Da-
bei verursacht der vom Gutachter ermittelte Kraftwerkseinsatz
CO.-Emissionen in Hohe des maximal zuldssigen Emissionskontin-
gents i. H. v. 157 Mio. t im Planungsjahr, d. h. die Produktionsmen-
gen der deutschen Erzeugungseinheiten werden aktiv durch die
Szenariovorgaben begrenzt. Der COs-Aussto3 des NEP-Kraft-
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werkseinsatzes wurde durch den Gutachter mit den eigens ange-
nommenen Kraftwerkswirkungsgraden im Nachgang mit 162 Mio. t
berechnet. Trotz der leichten Abweichung i. H. v. 5 Mio. t lasst sich
im Rahmen der Genauigkeit festhalten, dass der Kraftwerkseinsatz
unabhangig von der verwendeten CO»-Methodik auch in der NEP-
Marktsimulation aktiv durch das definierte CO»-Kontingent einge-
schrankt wurde. Demzufolge sind die wesentlichen Differenzen in
den Simulationsergebnissen nicht auf die verwendete CO»-Metho-
dik zurtickzuftihren, sondern resultieren unter anderem aus den un-
terschiedlich angenommenen Kraftwerkswirkungsgraden.

In Abbildung 3.8 sind die mit der Marktsimulation des Gutachters fir
das Szenario B 2035 ermittelten Austauschenergiemengen zwi-
schen Deutschland und den Anrainerstaaten denen der NEP-Simu-
lation gegenibergestellt.

Abbildung 3.8 Vergleich der Austauschenergiemengen (in TWh) zwischen
Deutschland und seinen Nachbarlandern fiir das Szenario B 2035

Aus der Abbildung wird ersichtlich, dass Deutschland in der Simu-
lation des Gutachters weniger elektrische Energie in die skandina-
vischen Lander exportiert. Zudem fallen die Importe aus Polen so-
wie Tschechien nach Deutschland in der Simulation des Gutachters
jeweils héher aus, wahrend die richtungsabhangigen jahrlichen
Austauschenergiemengen mit den tbrigen Anrainerstaaten in wei-
ten Teilen Gbereinstimmen.
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Ein Teil der Abweichungen in den Ergebnissen der Strommarktsi-
mulation ist nach Ansicht des Gutachters auf die oben erlauterten
verschiedenen Ansétze zur Modellierung des verfugbaren nationa-
len CO2-Kontingents in Deutschland zurlickzuftihren, wie bereits in
[4] festgestellt wurde.

Insbesondere die erstmalig im NEP 2030 bertcksichtigte Flexibili-
sierung des Kraftwerksparks in Form von szenario- und kraftwerks-
blockspezifischen Mindesteinsatzbedingungen hat Auswirkungen
auf das Verhaltnis zwischen nationaler Stromproduktion und inter-
nationalem StromaufRenhandel. Um die einzelnen Abweichungen in
den Marktsimulationsergebnissen isoliert bzw. unabhé&ngig von ei-
nander analysieren zu kénnen ist nach Ansicht des Gutachters eine
Veroffentlichung des Begleitgutachtens zur Bestimmung der Minde-
steinsatzbedingungen, welches laut [21] von dem Energiewirt-
schaftlichen Lehrstuhl der Universitat Duisburg-Essen entwickelt
wurde, winschenswert.
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4 Validierung der Be-
stimmung des Netz-
ausbaubedarfs

Im Anschluss an die Marktsimulation analysieren die UNB im Rah-
men von Netzsimulationen etwaige Schwachstellen des Ubertra-
gungsnetzes hinsichtlich der resultierenden Transportaufgabe und
bestimmen den folglich notwendigen Netzausbaubedarf. Im Folgen-
den werden die hierbei verwendeten Verfahren und Modelle quali-
tativ begutachtet. Dabei werden zunachst Annahmen und Metho-
den der angewandten Netzsimulation bewertet. AnschlieRend wird
die Berticksichtigung betrieblicher Reserven im Rahmen des Pla-
nungsprozesses diskutiert.

Zusammenfassung der Kernergebnisse

Der notwendige Netzausbaubedarf wird auf Basis
methodisch fundierter, detaillierter Netzanalysen er-
mittelt. Positiv hervorzuheben sind die Anwendung
des ausbauminimierenden NOVA-Prinzips bei der
Festlegung planerischer Handlungsmaf3nahmen und
die Charakterisierung der vorgeschlagenen Maf3nah-
men anhand verschiedener Bewertungskriterien.

Einige Annahmen und methodische Vorgehenswei-
sen im Rahmen der Netzsimulation sind zu hinterfra-
gen, insbesondere solche, die maf3geblichen Einfluss
auf die simulierte Netzbelastung haben kénnen. Hier-
unter fallen vor allem das Regelungskonzept der ge-
planten innerdeutschen HGU-Systeme, bei dem die
resultierenden HGU-Betriebspunkte wesentlich von
manuell zu wahlenden Parametern abhangen, die
Modellierung fiktiver Elemente zur Bereitstellung der
notwendigen Blindleistung sowie die vereinfachte Be-
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ricksichtigung des FLM, durch welche das tatsachli-
che Belastungspotenzial der Freileitungen unter Um-
standen verzerrt wird.

Die Dokumentation der Netzsimulation im NEP er-
laubt prinzipiell eine angemessene Uberprifung der
geltenden Planungsgrundséatze, ist jedoch zum Tell
unvollstéandig. Folglich sind die Beweggriinde fir die
fraglichen Aspekte nicht ersichtlich.

Zum Umgang mit etwaigen Prognoseunsicherheiten
des Planungsprozesses werden betriebliche Reser-
ven vorgehalten, indem netzbezogene Flexibilitaten
nicht vollstandig und marktbezogene Eingriffe tber-
haupt nicht genutzt werden. Dabei wird nicht begriin-
det, wieso welche Flexibilitdten zu welchem Grad vor-
gehalten werden.

4.1 Methodik der Netzsimulation

In diesem Unterkapitel wird das Vorgehen der UNB im NEP 2030
zur Bestimmung des Netzausbaubedarfs unter Verwendung von
Netzsimulationen begutachtet. Eine detaillierte Bewertung der hier-
bei angewandten Verfahren und Modelle sowie der in den Netzsi-
mulationen genutzten Annahmen und Methoden erfolgte bereits im
vorherigen Gutachten zum NEP 2025 [4]. Hierfur wurde die Netzsi-
mulationsumgebung der UNB der des Gutachters (siehe A.2) ge-
genubergestellt. Da ein Grof3teil der damals getroffenen Aussagen
ebenso auf das Vorgehen der UNB im NEP 2030 zutrifft, werden
diese im Folgenden lediglich zusammengefasst und um Anderun-
gen sowie Neuerungen im Rahmen des NEP 2030 erganzt. Fur die
zugrundeliegenden Detailbeschreibungen und -analysen wird ent-
sprechend auf [4] verwiesen.

Vorgehen zur Bestimmung des Netzausbaubedarfs

Das Vorgehen zur Bestimmung des Netzausbaubedarfs sieht zu-
nachst Netzsimulationen in Form von (AC-)Leistungsflussrechnun-
gen vor, anhand derer Schwachstellen im Netz in Hinblick auf die
von den Netzteilnehmern gestellte Versorgungs- und Transportauf-
gabe identifiziert werden. Dabei werden sowohl Simulationen im
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Netzgrundzustand ((n-0)-Fall) als auch im (n-1)-Fall, also bei An-
nahme des Ausfalls eines beliebigen Netzbetriebsmittels, durchge-
fuhrt. AnschlieRend werden auf Grundlage der von den UNB defi-
nierten Planungsgrundséatze [28] und geman des NOVA-Prinzips al-
ternative planerische Handlungsmaf3nahmen zur Aufhebung dieser
Schwachstellen abgewogen. Die letztlich in den NEP Gbernomme-
nen MalRnahmen werden anhand von verschiedenen sowohl quali-
tativen als auch quantitativen Bewertungskriterien hinsichtlich ihres
Nutzens und Aufwands charakterisiert.

Die bei diesem Gesamtvorgehen verwendete Methodik und Daten-
grundlage ist insgesamt schlissig und geeignet. Das den Untersu-
chungen zugrunde liegende Netzmodell bildet in adaquater Weise
das deutsche Ubertragungsnetz und die restlichen relevanten Be-
standteile des Energiesystems ab. Die durchgefiihrte Netzsimula-
tion erlaubt prinzipiell eine angemessene Uberprifung der gelten-
den Planungsgrundsatze, jedoch sieht der Gutachter hinsichtlich ei-
niger Aspekte der Netzsimulation Anderungsbedarf, wie in den
nachfolgenden Abschnitten dargestellt wird. Bei der Bestimmung
notwendiger planerischer Handlungsmaflnahmen werden Optimie-
rungs- und Verstarkungsmaflnahmen erwogen, um den Neubau
von Netzinfrastrukturen moéglichst zu vermeiden.

Im Gutachten zum NEP 2025 wurden Kriterien zur Bewertung von
NetzausbaumaRnahmen entwickelt und diese vergleichend den im
NEP verwendeten Kriterien gegenubergestellt. Die entwickelten Kri-
terien beurteilen die techno-6konomische Wirkung der MaRnahmen
hinsichtlich ihres Beitrags zur Reduzierung von Netzuberlasten und
des Engpassmanagementbedarfs. Im Vergleich berticksichtigen die
Kriterien des Gutachters neben der entlastenden Wirkung einer
Ausbaumal3nahme auf einen Zweig an sich auch die Bedeutung
dieses Zweiges hinsichtlich seiner Transportaufgabe im Netz. Zu-
dem beziehen sie nicht nur vollstandige Aufldsungen von Uberlas-
ten ein, sondern auch die generell entlastende Wirkung von Malf3-
nahmen. Im NEP 2025 kamen die Bewertungskriterien der UNB le-
diglich exemplarisch zum Einsatz. Dagegen werden im NEP 2030
alle Ausbauprojekte des Zubaunetzes fur das Szenario B 2030 an-
hand von sechs, in einer Spinnennetzgrafik angeordneten, Bewer-
tungskriterien charakterisiert, wie Abbildung 4.1 zeigt. Dies tragt an-
schaulich zur Validierung des Nutzens der einzelnen Projekte bei.
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Abbildung 4.1
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Projektcharakterisierung im NEP mittels Spinnennetzgrafik [2]

Die Leistungsfliisse im Drehstromnetz kénnen 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. Eine ent-
sprechend angemessene Dokumentation der verwendeten Steuer-
konzepte ist den Dokumenten des NEP nicht zu entnehmen, sodass
die folgenden Erkenntnisse aus dem Vergleich der Netzsimulation-
sumgebung des Gutachters mit den dem Gutachter teilweise vorlie-
genden Simulationsmethoden des NEP sowie dem Austausch mit
der BNetzA und den UNB resultieren.

Die Betriebspunkte der innerdeutschen HGU-Systeme werden mit
dem sogenannten Spannungswinkeldifferenz-Regelungsverfahren
bestimmt. Dieses fiihrt in der Regel zwar dazu, dass die HGU-Sys-
teme ihre intendierte Funktion, Leistung weitraumig aus dem Nor-
den in den Stden Deutschlands zu transportieren, erftllen. Jedoch
ist die Transporthéhe beliebig durch einen manuell zu wahlenden
Proportionalitatsfaktor regelbar. Die Vorgehensweise der UNB zur
Bestimmung der Faktoren fir die einzelnen HGU-Verbindungen ist
nicht bekannt. Zudem ist eine Neuparametrierung dieser Faktoren
bei jeder wesentlichen Veranderung im Netz notwendig. Es ist frag-
lich, ob dieses Verfahren fiir den zukiinftigen Betrieb der HGU-Sys-
teme eingesetzt wird und somit auch, ob dieser realitatsnah abge-
bildet wird. Alternativ hierzu werden die Betriebspunkte von HGU-
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Systemen seitens des Gutachters mit einem Optimal Power Flow-
(OPF-)Verfahren bestimmt (vgl. Abschnitt A.2.3).

Grenznahe PST werden zur Verhinderung ungewollter Ring- und
Transitflisse durch benachbarte Netzgebiete eingesetzt. Hierzu
wird ein nicht naher 6ffentlich dokumentiertes Optimierungsverfah-
ren genutzt, dessen Zielstellung die Angleichung der physikalischen
Grenzflisse im Netz an die kommerziellen Austauschleistungen
zwischen den Marktgebieten vorsieht.

Im NEP 2030 werden zudem erstmals PST von den UNB als not-
wendig erachtet, die grenzfern positioniert sind und zur Entlastung
des deutschen Ubertragungsnetzes durch Steuerung der Leis-
tungsflisse beitragen sollen. Zur Bestimmung der hierfiir notwendi-
gen Stufenstellerpositionen der PST setzen die UNB ein Optimie-
rungsverfahren ein, welches den Einfluss der PST auf die Belastung
vorab ausgewahlter Drehstromzweige betrachtet. Der Stellbereich
der PST wird dabei nicht vollstandig, sondern in beide Richtungen
nur bis zur Halfte ausgenutzt. Aus Gesprachen mit den UNB geht
hierfur als Grund hervor, dass zum einen betriebliche Reserven vor-
gehalten werden sollen. Zum anderen werden auf diese Weise
maogliche Spriinge im zeitlichen Betriebsverhalten der PST in ihrem
Ausmafd beschrankt und somit die mechanische Beanspruchung
der Betriebsmittel infolge solcher Anderungsvorgange berticksich-
tigt. Der betriebliche Einsatz der PST im Rahmen der Netzsimula-
tion wird somit zwar methodisch fundiert ermittelt. Jedoch wird eine
objektive Bewertung der Wirkung der PST dadurch erschwert, dass
die Auswahl der zu entlastenden Drehstromzweige und die Wahl
des zulassigen Stellbereichs keiner transparenten Methodik folgt.

Als weitere leistungsflusssteuernde Malinahmen werden im
NEP 2030 eine HGU-Kurzkupplung zur Steuerung der Einspeisung
aus Offshore-WEA in das Drehstromnetz sowie eine Serienkom-
pensation auf einer bestehenden Freileitung zur gunstigeren Auftei-
lung der Leistungsfliisse im Norden Deutschlands vorgeschlagen.
In beiden Fallen ist das vorgesehene Betriebskonzept durch die
UNB unbekannt. Das Spannungswinkeldifferenz-Regelungsverfah-
ren ist hier aus Sicht des Gutachters fiir die Bestimmung der Be-
triebspunkte der HGU-Kurzkupplung nicht geeignet, da es nicht ge-
zZielt lokale Vorgange betrachten kann.
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Der Schaltzustand des Netzes wird im Rahmen des NEP fir jedes
energiewirtschaftliche Szenario einmalig und fur das gesamte Plan-
jahr geltend festgelegt (sog. Netznormalschaltzustand). Er wird also
nicht in den einzelnen Netznutzungsfallen bspw. zur Auflésung von
Engpéssen angepasst. Der Gutachter teilt die diesbeziigliche Be-
grindung der UNB, dass Schalthandlungen nicht als planerische
Handlungsmal3nahmen zu bertcksichtigen, sondern als betriebli-
che Reserven der Netzbetriebsflihrung vorzuhalten sind. Er bemén-
gelt jedoch die ganzlich unbekannte Vorgehensweise zur Bestim-
mung des jeweiligen Netznormalschaltzustandes. In den Netzpla-
nungsgrundsatzen ist hierzu lediglich angefiihrt, dass dieser Schalt-
zustand ein fur den perspektivischen Netzbetrieb optimierter Schalt-
zustand sei'®. In welcher Hinsicht optimiert ist jedoch nicht erlautert.

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 konnten nach Ansicht des Gutachters zwei wesentliche
Aspekte, das FLM sowie die notwendige Blindleistungsbereitstel-
lung im Netz, genauer modelliert werden.

Zur Berlcksichtigung witterungsabhangiger Stromtragfahigkeiten
von Freileitungen legen die UNB unterschiedlich hohe maximal zu-
lassige Auslastungen bezogen auf die jeweiligen Leiterseilnenn-
strome in Situationen hoher (150/130/110 %) und mittlerer
(140/120/105 %) Windeinspeisung je nach zonaler Zugehdrigkeit
der Freileitungen (Norden/Mitte/Stiden) fest. Somit wird Uber die
Einspeisung von WEA sowie die zonale Lage der Freileitungen in-
direkt auf die eigentlich maf3geblichen Windverhaltnisse geschlos-
sen. Diese indirekte Vorgehensweise kann zu Ungenauigkeiten fiih-
ren, folglich das tatséachliche Belastungspotenzial von Freileitungen
sowohl unter- als auch Uberschéatzen und ist aus Sicht des Gutach-
ters eher als konservativer Ansatz zu betrachten. Eine genauere Al-
ternative stellt die direkte Berechnung der Stromtragféahigkeiten von
Freileitungen in Abhangigkeit der lagegenauen Wetterdaten dar,
wie sie bspw. in Abschnitt A.2.4 vorgestellt wird.

155 [28], S. 6
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Die Gewahrleistung zuléssiger Spannungsbander, also eines aus-
geglichenen Blindleistungshaushaltes, im Netz wird in den Pla-
nungsgrundséatzen als eines der wesentlichen Kriterien bei der Ana-
lyse der Netzsicherheit definiert!®. Die Blindleistungsbereitstellung
erfolgt in den Netzsimulationen durch konventionelle Erzeugungs-
einheiten, Umrichter der HGU-Systeme und Blindleistungskompen-
sationsanlagen. Zudem sind an vielen Netzknoten auch Span-
nungsquellen modelliert, die sowohl induktiv als auch kapazitiv un-
begrenzt Blindleistung bereitstellen kdnnen und fur die im NEP
keine physischen Entsprechungen gefunden werden. Da sie jedoch
aktiv in den Blindleistungshaushalt eingreifen, ist fraglich, ob die
verwendete Modellierung der Blindleistungsbereitstellung Uber-
haupt Ruckschlusse in Hinsicht auf das diskutierte Planungskrite-
rium erlaubt.

Im Gutachten zum NEP 2025 wurde zudem noch die netzseitige
Modellierung von Einspeisern und Lasten im Ausland bemangelt.
Diesbezuglich wurde keine anlagenscharfe Darstellung im Netz in
Korrespondenz zur Marktsimulation verwendet, sondern Ersatzele-
mente an bekannten Kraftwerksstandorten und gut vermaschten
Netzknoten modelliert. Diesen Elementen wurde Uber einen zeitin-
varianten Verteilungsschliissel die Gesamterzeugung und —last des
jeweiligen Landes zugeteilt, sodass das regionale Versorgungs-
muster im Ausland in jedem Zeitpunkt identisch erschien. Diese Mo-
dellierung wurde im NEP 2030 verbessert. Fir die Netzgebiete der
Anrainerstaaten Deutschlands wird nun eine anlagenscharfe Dar-
stellung verwendet, sodass die Leistungsflisse im Ausland genauer
abgebildet werden. Somit wird einer moglichen Verzerrung des
Leistungsflusses im deutschen Netz, beispielsweise durch eine un-
genaue Aufteilung von Grenzflissen auf die Grenzubergange, ent-
gegengewirkt.

165 [28], S. 12
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Nachfolgend werden zwei Aspekte zur Berucksichtigung betriebli-
cher Reserven im Rahmen der Netzausbauplanung beleuchtet: Die
Vorhaltung dieser Reserven aufgrund von Prognoseunsicherheiten
im Planungsprozess sowie die Auswirkungen der gesetzlich vorge-
schriebenen Reihenfolge marktbezogener Engpassmanagement-
mafnahmen.

Im Rahmen der langfristigen Netzausbauplanung des NEP wird an-
gestrebt das Zielnetz so auszulegen, dass es die prognostizierte
Netzbelastung entsprechend der Planungsgrundsatze (n-1)-sicher
beherrscht, dabei jedoch bedarfsgerecht dimensioniert ist. Diese
Planung unterliegt erheblichen Prognoseunsicherheiten, z. B. bei
der Erzeugungs- und Lastentwicklung, wodurch die prognostizier-
ten Netzbelastungen sowohl Uber- als auch unterschatzt werden
kénnten. Folglich kénnte es in den Zieljahren zu Mehrbelastungen
kommen, die vom heutigen Planungsprozess nicht abgedeckt wer-
den, und somit die Gewabhrleistung der Netzsicherheit bedrohen.

Um dem entgegenzuwirken, kénnte das Netz tiberdimensioniert ge-
plant werden. Somit wiirden die Betriebsmittel Gber Kapazitatsre-
serven bezogen auf die prognostizierte Belastung verfiigen. Im Hin-
blick auf die geforderte Wirtschaftlichkeit und die offentliche Akzep-
tanz des Netzausbaus ist eine solche gezielte Uberdimensionierung
des Netzes jedoch u. A. deswegen nicht akzeptabel, da etwaige Ka-
pazitatsreserven der Betriebsmittel beliebig festgelegt werden
missten. Stattdessen halten die UNB daher im Planungsprozess
einen Teil der netzbetrieblichen Handlungsoptionen als Reserve
vor, die der zukinftigen Netzbetriebsfihrung fir den Umgang mit
etwaigen Mehrbelastungen zur Verfiigung steht.

Die netzbetrieblichen Handlungsoptionen umfassen zum einen die
Wahl der Betriebspunkte leistungsflusssteuernder Betriebsmittel
und des Netzschaltzustandes sowie zum anderen den Eingriff in
das Marktgeschehen, d. h. den Redispatch konventioneller Kraft-
werke, das Einspeisemanagement von EE-Anlagen oder Lastab-
schaltungen. Wie aus dem vorherigen Unterkapitel 4.1 hervorgeht,
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werden diese Handlungsoptionen im Netzplanungsprozess bereits
wie folgt genutzt.

Die Betriebspunkte von HGU-Systemen und PST werden fiir den
(n-0)-Fall des jeweiligen Netznutzungsfalls festgelegt und in den
(n-1)-Fallen beibehalten. Dabei wird der technisch zulassige Be-
triebsbereich der HGU-Systeme vollstandig und der Stellbereich der
PST nur teilweise genutzt. Die gewéhlte Betriebsweise weiterer leis-
tungsflusssteuernder Betriebsmittel wie HGU-Kurzkupplungen oder
Serienkompensationen ist nicht bekannt. Der Schaltzustand wird fiir
das jeweilige Marktszenario einmalig optimiert festgelegt und fur die
einzelnen Netznutzungsfalle nicht angepasst. Aul3erdem wird FLM
zur Ausnutzung witterungsabhangig erhohter Stromtragfahigkeiten
beriicksichtigt. Marktbezogene MaRnahmen, welche den UNB nach
§ 13 EnWG ohnehin erst nach Ausschépfung aller netzbezogenen
Malnahmen zur Herstellung der Netzsicherheit zur Verfiigung ste-
hen, werden nicht einbezogen. Dies wird durch eine Berechnung
des notwendigen Redispatchbedarfs des Zielnetzes belegt!’.

Zusammengefasst werden im Planungsprozess also bereits dem
Betrieb vorbehaltene Handlungsoptionen berticksichtigt, wobei auf
marktbezogene MaRnahmen verzichtet wird*® und netzbezogene
Mafnahme nicht in vollem Umfang genutzt werden. Konkret stehen
der Netzbetriebsfiihrung als netzbezogene Reserven vor der Ergrei-
fung marktbezogener MalBhahmen somit eine Anpassung des Netz-
schaltgrundzustandes fir die jeweilige tatséchliche Betriebssitua-
tion, ein Ansteuern derjenigen Betriebsbereiche von PST, die bis-
lang nicht zugelassen werden, sowie genauere kurzfristige Progno-
sen fur das FLM zur Verfligung.

Grundsatzlich erscheint das beschriebene Vorgehen der UNB zur
Vorhaltung betrieblicher Reserven dem Gutachter sinnvoll. Jedoch
ist nicht ersichtlich, wieso genau diese betrieblichen Reserven in
diesem Ausmald gewahlt wurden. Zudem wurde bereits in Unterka-
pitel 4.1 dargestellt, dass die methodische Umsetzung zur Nutzung
der betrieblichen Freiheitsgrade im Planungsprozess an einigen
Stellen nicht nachvollziehbar (Proportionalitatsfaktor von HGU-Sys-

17s.[2],S.121

18 Hierbei ist anzumerken, dass ein markseitiges praventives Engpassma-
nagement bereits im Rahmen der Marktsimulation durch Beschréankung
der Handelsaustdusche anhand von NTC-Werten stattgefunden hat.
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temen, Festlegung des Netznormalschaltzustandes, Wahl des zu-
lassigen Betriebsbereichs von PST, Einsatz von HGU-Kurzkupp-
lung und Serienkompensation) oder ungenau (FLM) ist. Insbeson-
dere ist die diesbeziigliche unzureichende Dokumentation der ein-
gesetzten Methoden zu beméangeln sowie die Ungewissheit bei ei-
nigen dieser wie dem Spannungswinkeldifferenz-Regelungsverfah-
ren, ob sie tatsachlich so (oder @hnlich) im zukunftigen Netzbetrieb
angewandt werden. Der Gutachter empfiehlt daher, wie bereits im
Gutachten zum NEP 2025, fir den zukinftigen NEP-Prozess eine
Offenlegung der im Rahmen der Netzsimulation verwendeten Me-
thoden, Verfahren und Annahmen sowie der zugrundeliegenden
Beweggrinde.

Die Ermittlung des notwendigen marktbezogenen Netzengpassma-
nagements hat im NEP 2030 zunehmend an Bedeutung gewonnen,
da die diesbeziigliche (reduzierende) Wirkung von Netzausbaupro-
jekten wesentlich zur Bewertung dieser Projekte herangezogen
werden. Als Beispiele hierfir sind die Charakterisierung der Netz-
ausbauprojekte anhand der Kriterien vermiedener Redispatch und
vermiedenes Einspeisemanagement (siehe Abbildung 4.1) sowie
die im Kapitel 5 beschriebene Priifung von Ad-Hoc-Mal3hahmen zu
nennen.

Ermittelt wird der Engpassmanagementbedarf im Anschluss an die
Netzsimulation mithilfe von Optimierungsmodellen, die den Einfluss
der netzbezogenen und marktbezogenen Handlungsoptionen auf
die Netzbelastung evaluieren. Ziel ist es dabei, die zur Herstellung
der Netzsicherheit notwendigen EingriffsmalRnahmen bei minimalen
Kosten unter Berticksichtigung der in § 13 EnNWG vorgeschriebenen
Einsatzreihenfolge zu ermitteln. Vom Gutachter wird hierfur das in
Abschnitt A.2.5 beschriebene Modell eingesetzt, die UNB nutzen im
Rahmen des NEP ein externes Modell des Instituts fir Hochspan-
nungstechnik der RWTH Aachen. Ein methodischer Vergleich die-
ser Modelle erfolgt an dieser Stelle nicht, auf Grundlage der kurzen
Beschreibung im NEP?° sind diesbeziglich auch keine offensichtli-
chen Unterschiede bekannt. Stattdessen wird nachfolgend der im
Rahmen der Engpassmanagementmodellierung abzubildende Ein-
speisevorrang von EE- und KWK-Anlagen diskutiert.

195.[2], S. 117
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Nach § 13 EnWG sind zur Sicherstellung der Netzsicherheit durch
die UNB zuerst netzbezogene MalRnahmen und dann marktbezo-
gene Malnahmen heranzuziehen. Dabei ist bei den marktbezoge-
nen MafRnahmen der Vorrang der Einspeisung aus EE- und KWK-
Anlagen zu bericksichtigen, d. h. es darf erst dann ein Einspeise-
management von EE- und KWK-Anlagen erfolgen, wenn der Redis-
patch konventioneller Erzeugungseinheiten vollstandig ausgenutzt
ist. Als Folge werden bei strikter Auslegung dieser Vorgabe zur Be-
hebung eines Netzengpasses zuerst alle konventionellen Erzeu-
gungsanlagen, deren (Nicht-)Einspeisung zumindest einen gering-
fugigen Einfluss auf diesen Netzengpass haben, in ihrer Leistungs-
einspeisung (erhthend oder reduzierend) angepasst, bevor die Ein-
speisung einer EE- oder KWK-Anlagen gedrosselt wird, selbst wenn
diese den Engpass hauptséachlich verursacht. Da zur Gewahrleis-
tung des Leistungsgleichgewichts eine Einspeisereduzierung im-
mer mit einer Einspeiseerhéhung durch ein regelbares (folglich in
der Regel konventionelles) Kraftwerk erfolgen muss, sind der men-
genbezogene notwendige Gesamteingriff in das Marktgeschehen
und somit auch die resultierenden Redispatchkosten infolge dieses
Vorrangs Uberproportional erhéht.

Ob dieser Grundsatz folglich in zukunftigen Szenarien, bspw. bei
einem geplanten Anteil der EE an der Bruttostromerzeugung i. H. v.
55 bis 60 % im Jahr 20352, immer noch uneingeschrankt guiltig ist,
darf aus Sicht des Gutachters zumindest zur Diskussion gestellt
werden. Hinsichtlich der Bewertung von Ausbauprojekten ist in die-
sem Zusammenhang zu beachten, dass die Bewertung von Projek-
ten umso starker von dem jeweiligen regional vorhandenen markt-
bezogenen Engpassmanagementpotenzial abhéngt. So fuhren Pro-
jekte, die eine hohe Einspeisemanagementvermeidung aufweisen,
tendenziell auch automatisch zu einer lberproportional hohen Re-
dispatchvermeidung, was bei einer Gleichstellung von konventio-
neller und erneuerbarer Erzeugung im Rahmen des Engpassmana-
gements nicht der Fall ware.

20 5. § 1 Erneuerbare-Energien Gesetz Abs. 2
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5 Priafung von Ad-Hoc-
Maldhahmen

Im Rahmen der gutachterlichen Téatigkeit wurde in enger Zusam-
menarbeit mit der BNetzA die energiewirtschaftliche Eignung
sog. Ad-Hoc-Malinahmen anhand von Kosten-Nutzen-Analysen
gepruft. Im Folgenden werden Details zu den Prufergebnissen dar-
gelegt, die bereits im Bestatigungsdokument der BNetzA zum
NEP 2030 [5] veroffentlicht wurden.

Zusammenfassung der Kernergebnisse

Im dreijahrigen Zeitraum zwischen dem Kernenergie-
ausstieg Ende 2022 und der geplanten Fertigstellung
der HGU-Systeme 2025 bestehen erhebliche Eng-
passe im deutschen Ubertragungsnetz und folglich
ein hoher Bedarf an Engpassmanagement.
Ad-hoc-MaRRnahmen koénnen diesen Bedarf signifi-
kant reduzieren.

Bei Umsetzung aller vorgeschlagenen Ad-hoc-Mal3-
nahmen werden die Kosten des Engpassmanage-
ments in diesem Zeitraum abzlglich der Investitionen
um etwa 1,8 Mrd. € verringert.

Bei Umsetzung einer Teilmenge der MalRhahmen
wird bei etwas geringeren Kosteneinsparungen und
zugleich deutlich geringeren Investitionen diesbezig-
lich ein Optimum in Hohe von etwa 2 Mrd. € erreicht.
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Nachfolgend wird zun&chst der Hintergrund der Untersuchung er-
lautert. AnschlieRend erfolgt eine Beschreibung des zwischen Gut-
achter und BNetzA abgestimmten methodischen Vorgehens bei der
MalRnahmenprufung.

Es wird erwartet, dass im deutschen Ubertragungsnetz im Zeitraum
zwischen der Vollendung des Kernenergieausstiegs im Jahr 2022
und der Inbetriebnahme der innerdeutschen HGU-Verbindungen
(DC1, DC3, DC4, DC5) im Jahr 2025 ein erhéhter Bedarf an Eng-
passmanagement(-malRnahmen) bestehen wird.

Aus diesem Grund hat die BNetzA die UNB im Rahmen der Priifung
des NEP 2030 erstmalig aufgefordert, weitere Netzausbaumalnah-
men in den Prifprozess einzubringen, die kurzfristig bis zum Jahr
2022 umsetzbar sind und ein hohes Engpassmanagementvermei-
dungspotenzial besitzen. Primarer Zweck dieser sog. Ad-Hoc-Mal3-
nahmen ist es, die hohen Kosten des Engpassmanagements, die
im oben genannten Zeitraum erwartet werden, zu reduzieren.

Seitens der UNB wurden daraufhin vier StreckenmaRnhahmen, eine
Langskompensationseinheit und sechs PST als Ad-Hoc-Mal3nah-
men vorgeschlagen. Zudem wurde auf Anraten der BNetzA die Eig-
nung zweier weiterer PST als Ad-Hoc-Malinahmen geprift, welche
urspriinglich von den UNB fiir das NEP-Zieljahr 2030 eingebracht
wurden (Projekte 323 und 327). Die insgesamt 13 als Ad-Hoc-Maf3-
nahmen gepriften MalRnahmen sind in Abbildung 5.1 visualisiert. In
Tabelle 5.1 sind ihre Kenndaten aufgefiihrt. Die gesamten Investiti-
onen fir die MaRnahmen belaufen sich nach Angaben der UNB auf
ca. 922 Mio. €.
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Kenndaten der untersuchten Ad-Hoc-MalRnahmen

Typ

Neubau in bestehender Trasse u.
Stromkreisauflage/Umbeseilung

Serienkompensation
Stromkreisauflage/Umbeseilung

Neubau in bestehender Trasse u.
Stromkreisauflage/Umbeseilung

Phasenschiebertransformator
Stromkreisauflage/Umbeseilung
Phasenschiebertransformator
Phasenschiebertransformator
Phasenschiebertransformator
Phasenschiebertransformator
Phasenschiebertransformator
Phasenschiebertransformator
Phasenschiebertransformator



Prifung von Ad-Hoc-MalRnahmen

Um die Eignung der 0. g. MaRnahmen als Ad-Hoc-Malinahmen zu
prufen, wurden vom Gutachter Kosten-Nutzen-Analysen bzw. Wirt-
schaftlichkeitsbetrachtungen durchgefiihrt. Dabei wurde in Abspra-
che mit der BNetzA festgelegt, dass eine MaRhahme nur dann als
Ad-Hoc-MalRnahme bestatigungsfahig ist, wenn ihr Nutzen ihre
Kosten ubersteigt.

Der Nutzen einer Mal3nahme ergibt sich aus den vermiedenen Kos-
ten des Engpassmanagements im eingangs beschriebenen rele-
vanten (Dreijahres-) Zeitraum von 2023 bis 2025. Diesem Nutzen
stehen in erster Linie die anfallenden Kosten fir die Investition in
die Malinahme gegeniber.

Far die Prafung wurde mit der BNetzA abgestimmt, den Nutzen der
Malnahmen jeweils im Jahr 2023 zu ermitteln und diesen auf drei
Jahre linear zu extrapolieren. Vor diesem Hintergrund wurde ein
Szenario fur das Jahr 2023 erstellt und fur dieses zunéchst der Be-
darf an Engpassmanagement(-mafnahmen) im deutschen Ubertra-
gungsnetz ermittelt. Hierzu wurden einmalig Markt-, Netz- und Eng-
passmanagementsimulationen mithilfe der im Kapitel A beschriebe-
nen Modelle durchgefiihrt. AnschlieRend wurden die vorgeschlage-
nen Maflnahmen sequentiell und gleichberechtigt mittels verglei-
chender Engpassmanagementsimulationen anhand der sog. PINT-
Methode (Put IN one at the Time) des ENTSO-E gepriift (siehe Un-
terkapitel 5.3).

Im Rahmen dieses Priifprozesses kam der Quantifizierung der Eng-
passmanagementkosten eine entscheidende Bedeutung zu. Diese
lassen sich prinzipiell in Kosten fiir Redispatch und Kosten fiir Ein-
speisemanagement unterteilen.

Zur Ermittlung der jahrlichen saldierten Redispatchkosten in jeder
betrachteten Netzkonfiguration wurde fur jedes am Redispatch be-
teiligtes konventionelles Kraftwerk ein zeitpunktabhangiger Vergu-
tungs- bzw. Kostensatz entsprechend der Vorschlage der BNetzA
in [29] bestimmt. Als Kostensatz fir jegliche Eingriffe in die Fahr-
weise von Pumpspeicherkraftwerken wurde der mittlere Vergi-
tungssatz aller konventionellen Kraftwerke angesetzt, die in der je-
weiligen Stunde im Rahmen des Engpassmanagements ihre Ein-
speiseleistung erhdhen. Analog hierzu wurden Eingriffe in nicht-
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kontrahierte Verbrauchsanlagen mit dem maximalen Vergitungs-
satz dieser Kraftwerke bepreist.

Obwohl das Einspeisemanagement von EE- und KWK-Anlagen aus
volkswirtschaftlicher Perspektive nicht mit nennenswerten Mehrkos-
ten verbunden ist, da die Entschadigungszahlungen annahernd den
Vergutungen entsprechen, die den betroffenen Anlagenbetreibern
im Einspeisefall ohnehin gezahlt worden wéren, wurde auf Anraten
des Gutachters von der BNetzA entschieden, vermiedenes Einspei-
semanagement und somit vermiedene Entschadigungszahlungen
im Rahmen der Nutzenbestimmung zu berlcksichtigen. Dies dient
dem Zweck, die politisch angestrebte Mehrintegration von EE, die
ggf. durch die jeweilige MalBhahme ermdglicht wird, zu wirdigen
und der hiermit verbundenen COz-Emissionsreduktion einen mone-
taren Wert beizumessen. Im Rahmen der Prifung wurde fur das
Einspeisemanagement ein aus historischen Entschadigungsséatzen
geman [30] abgeleiteter Kostensatz i. H. v. 100 €/ MWh angesetzt.

In diesem Unterkapitel wird das Szenario 2023, welches der Mal3-
nahmenprifung zugrunde liegt, mit seinen wesentlichen Annahmen
vorgestellt. Anschliel3end werden die Ergebnisse der Markt-, Netz-
betriebszustands- und Engpassmanagementsimulationen prasen-
tiert, die vom Gutachter fir dieses Szenario durchgefiihrt wurden.

Fr Deutschland wurde fir das Jahr 2023 ein Nettostromverbrauch
i. H. v. 533,6 TWh und eine Jahreshdéchstlast i. H. v. 82 GW ange-
nommen. Zudem wurde von den in Abbildung 5.2 ausgewiesenen
installierten Erzeugungskapazitdten ausgegangen. Dabei wurden
die konventionellen Erzeugungskapazitaten auf Basis der durch die
BNetzA veroffentlichten Kraftwerksliste unter Berticksichtigung der
darin enthalten Angaben zum jeweiligen Inbetriebnahmejahr und
geplanten Silllegungen abgeleitet. Die installierten EE-Leistungen
im Jahr 2023 wurden durch lineare Interpolation der entsprechen-
den Werte aus den NEP-Szenarien Referenz Bestand und B 2030
ermittelt. Gleiches gilt fir die Erzeugungsleistungen, die Jahres-
hochstlast und den Nettostromverbrauch im europaischen Ausland.
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Installierte Erzeugungsleistung in DE [GW]

Abbildung 5.2

7 T EE
o 39,3 | v /58 4 66,3 768 =3
' 51,9 ’
150 -4 |- -t 1 | -
44,6
57,7 68,5 735 77,1 R
e N NI -
10,0
30,3 [ 28 . [ e [
50 ---{oggl - 127,57 lor 2l - PP SRECEEE o SRR
5 5 23,3 30,6 30,6 32,8
21,1 ) 21,6 14.7
o _ 05| I32 114 a4 P89, EO8g,
2015 2023 A2030 B2030 C2030 B2035
m Kernkraft @ Braunkohle O Steinkohle
OErdgas E Mineraldl OAbfall und sons. Konv.
BKWK <10 MW @ Wasserkraft B Pumpspeicher
OWind O Photovoltaik OBiomasse
Installierte Erzeugungsleistungen im Szenario 2023 im Vergleich zu

anderen Szenarien

Dem deutschen Kraftwerkspark wurde zudem eine CO;-Emissions-
obergrenze i. H. v. 209 Mio. t CO./a vorgegeben. Die fur die spezi-
fischen Arbeitskosten der europaischen Kraftwerke relevanten
Brennstoff- & CO,-Preise im Jahr 2023 wurden durch lineare Inter-
polation der in [31] (Szenario ,New Policies“) prognostizierten Werte
fur die Jahre 2020 und 2030 bestimmt. Die maximalen Handelska-
pazitaten zwischen den europaischen Landern / Marktgebieten wur-
den auf Basis der in [32] verd6ffentlichten NTC-Werte fur die Jahre
2020 und 2030 sowie unter Beriicksichtigung der Ubertragungska-
pazitaten geplanter Zubauprojekte abgeschétzt.

Der im Szenario unterstellte Netzausbauzustand wurde aus den An-
gaben des Monitoringberichts 2017 (Stand 1. Quartal) abgeleitet.
Entsprechend wurden alle BBP-Mafinahmen bertcksichtigt, die laut
diesem Bericht bis Ende des Jahres 2022 realisiert sind. Somit ist
beispielsweise als einzige innerdeutsche HGU-Verbindung das Pro-
jekt DC2 zwischen Osterath und Philippsburg im verwendeten Netz-
datensatz aktiv.
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Stromerzeugung in Deutschland
In Abbildung 5.3 sind die im Szenario 2023 fiir Deutschland ermit-
telten jahrlichen Erzeugungs- und Verbrauchsmengen dargestellt.
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Abbildung 5.3 Erzeugungs- und Verbrauchsmengen in Deutschland im Szena-
rio 2023

Wie zu erkennen ist, ist der deutsche Erzeugungsmix mafgeblich
durch regenerative Erzeugung gepréagt. Diese macht 46,9% der Ge-
samterzeugung aus. Infolge der vorgegebenen CO,-Emissions-
obergrenze fur den deutschen Kraftwerkspark ist Deutschland im
Szenario 2023 ein Nettoimporteur elektrischer Energie. Der Ge-
samtnettoimport belauft sich auf 22,9 TWh/a. Um die Zusammen-
setzung der deutschen AufRenhandelsbilanz zu veranschaulichen
sind in Abbildung 5.4 die jahrlichen Handelsflisse zwischen
Deutschland und den Anrainerstaaten dargestellt.

Wie sich zeigt, importiert Deutschland die elektrische Energie vor-
wiegend aus Skandinavien und Osteuropa. Hohe Nettoexporte er-
folgen lediglich in die Benelux-Staaten und in die Schweiz. Insge-
samt ist festzuhalten, dass das Handelsmuster in weiten Teilen dem
Handelsmuster des Szenarios B 2030 &hnelt. Durch den grenziber-
schreitenden Stromhandel ergibt sich ein westwérts gerichteter
Transportbedarf an das deutsche Ubertragungsnetz. Nachfolgend
werden die hieraus resultierenden Auswirkungen auf die Netzbelas-
tung betrachtet.
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Abbildung 5.4 Austauschenergiemengen (in TWh/a) zwischen Deutschland und
seinen Nachbarlandern im Szenario 2023

Belastung des deutschen Ubertragungsnetzes

Im Folgenden wird die Belastung des deutschen Ubertragungsnet-
zes im Szenario 2023 analysiert. In Abbildung 5.5 ist links darge-
stellt, wie haufig im Jahresverlauf die Drehstromleitungen des Uber-
tragungsnetzes im (n-1)-Fall Uberlastet sind. Rechts ist die hierbei
maximal auftretende Auslastung im Jahresverlauf veranschaulicht.
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Prifung von Ad-Hoc-MalRnahmen

Wie sich zeigt, ist das Netz insgesamt hoch belastet. Insbesondere
im Nordwesten Deutschlands und im Sddosten in der Nahe der
tschechischen Grenze sind ausgepragte Engpésse vorhanden. In
diesen Netzbereichen sind Leitungen zu etwa 2.000 h im Jahr im
(n-1)-Fall Uberlastet und erfahren dabei Auslastungen von bis zu
200 %. Wesentliche Ursachen dieser Engpasse sind die hohe
Windeinspeisung im Norden Deutschlands sowie der zuvor erlau-
terte grenziiberschreitende Stromhandel.

Insgesamt bestétigen diese Ergebnisse die Robustheit der bisheri-
gen Netzplanung, da die hochsten Uberlasten in den Netzbereichen
auftreten, fur die bereits BBP-MalRnahmen geplant sind. Die Umset-
zung dieser MalRBnahmen ist allerdings erst zu einem spateren Zeit-
punkt zu erwarten.

Die enorme Belastung des deutschen Ubertragungsnetzes spiegelt
sich in den Ergebnissen der internen Engpassmanagementsimula-
tion wider. Um einen (n-1)-sicheren Zustand des Netzes herzustel-
len, werden die in Tabelle 5.2 ausgewiesenen Jahresmengen an
konventionellem Redispatch sowie an Einspeise- und Lastmanage-
ment benotigt. Hierbei ist zu beachten, dass das Lastmanagement
als Uber das Einspeisemanagement hinausgehende NotmaRnahme
simuliert wurde, um einen (n-1)-sicheren Zustand auch dann her-
stellen zu konnen, wenn das ermittelte Potenzial des deutschen Er-
zeugungsparks zur Betriebspunktéanderung hierfir nicht ausreicht.

Umfang an notwendigen Engpassmanagementmaflnahmen im
Szenario 2023

EngpassmanagementmalRnahme [.?Avsﬂ?ae])
Konventioneller Redispatch 57,36
davon Einspeisereduzierung (-) 21,33
davon Einspeiseerh6hung 36,04
Einspeisemanagement (-) 14,94
Lastmanagement 2,26
davon Einspeisereduzierung (Lastzuschaltung) (-) 01,01

davon Einspeiseerh6hung (Lastabschaltung) 1,25



Prifung von Ad-Hoc-MalRnahmen

Wie sich zeigt, bestatigt die Untersuchung die eingangs beschrie-
bene These, dass nach dem Kernenergieausstieg und vor Inbetrieb-
nahme der HGU-Systeme DC1 und DC3-DCS5 ein erheblicher Eng-
passmanagementbedarf im deutschen Ubertragungsnetz bestehen
wird. So ist allein der fir das Jahr 2023 ermittelte Umfang des Ein-
speisemanagements dreimal so hoch wie der tatsdchliche Umfang
im Jahr 2015 [30].

Infolge des enormen Redispatchbedarfs fallen die saldierten Redis-
patchkosten mit 2.048,2 Mio. €/a sehr hoch aus. Die Entschadi-
gungszahlungen belaufen sich auf 1.494,4 Mio. €/a.

In Abbildung 5.6 ist schematisch dargestellt, an welchen Stellen im
deutschen Ubertragungsnetz in welchem AusmaR konventioneller
Redispatch sowie Einspeise- und Lastmanagement notwendig ist.
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Abbildung 5.6

Jahrliche Engpassmanagementmengen im Ubertragungsnetz

Prinzipiell wird die Einspeisung von konventionellen Kraftwerken im
Westen und Suden Deutschlands erhéht, um die Einspeisereduzie-
rung von konventionellen Kraftwerken im Osten sowie von EE- und
KWK-Anlagen im Norden Deutschlands auszugleichen. Das Last-
management wird ausschlie3lich in der Nahe der tschechischen
Grenze eingesetzt. Der Grund fur die Lasteingriffe ist eine lokale
Uberlast in der 220 kV-Ebene, welche in den Folgejahren durch
Netzausbau behoben werden soll.




Tabelle 5.3

Prifung von Ad-Hoc-MalRnahmen

Um das maximale Einsparpotenzial aller vorgeschlagenen Ad-Hoc-
Malnahmen beziglich des Umfangs und der Kosten des Engpass-
managements abschatzen zu kénnen, wurden vorab alle MalR3nah-
men zusammen in das Netz integriert und eine interne Engpassma-
nagementsimulation durchgefthrt.

Wie Tabelle 5.3 zu entnehmen ist, kdnnen die MalRnahmen den Be-
darf an Redispatch und Einspeisemanagement signifikant verrin-
gern. Auf den ohnehin geringen Bedarf an Lastmanagement besit-
zen sie jedoch keinen wesentlich reduzierenden Einfluss.

Anderung der notwendigen Engpassmanagementmengen durch
Integration aller untersuchten MaRnahmen

Engpassmanagementmalnahme AMenge [TWh/a]
Konventioneller Redispatch -10,24
Einspeisemanagement -4,13
Lastmanagement -0,04

Die insgesamt hohe Bedarfsreduktion fiihrt zu einer Senkung der
jahrlichen, saldierten Redispatchkosten um ca. 510 Mio. € und einer
Verringerung der jahrlichen Entschadigungszahlungen um
ca. 413 Mio. €. Linear extrapoliert auf den relevanten Zeitraum von
drei Jahren und abzuglich der eingangs genannten, bekannten In-
vestitionen resultiert hieraus ein volkswirtschaftlicher Gewinni. H. v.
ca. 1,8 Mrd. €.

Um Kannibalisierungseffekte zwischen den Malinahmen auszu-
schlieRen, die dadurch entstehen, dass zwei oder mehr MalRnah-
men dieselben Engpasse im Netz auflésen, wurde im Anschluss an
die gemeinsame Prufung aller Malinahmen ein iteratives Prifver-
fahren entsprechend der PINT-Methode des ENTSO-E angewandt.

In der ersten lteration dieses Verfahrens wurde jede vorgeschla-
gene MaRBnahme einzeln geprift. Die n? MaRnahmen, deren extra-
polierter Nutzen die (jeweiligen) Kosten am deutlichsten Uberstieg,
wurden anschlielend dem Ausgangsnetz hinzugefigt. In der

21 Je lteration wurden maximal drei Mal3nahmen gleichzeitig in das Netz
Uibernommen. Dabei wurde sichergestellt, dass zwischen ihnen keine Kan-
nibalisierungseffekte vorliegen.



Tabelle 5.4

Prifung von Ad-Hoc-MalRnahmen

nachsten Iteration wurden die Ubrigen Mal3Bhahmen auf Basis des
neuen Netzausbauzustands erneut geprift und die n wirtschaftlich
geeignetsten Maflinahmen wiederum in das Netz tibernommen. Die-
ses Vorgehen wurde solange wiederholt, bis nur noch Mal3hahmen
tbrig blieben, deren Kosten ihren Nutzen lberstiegen. Diese wur-
den folglich nicht als Ad-Hoc-MalRnahmen bestatigt.

Umgekehrt konnten durch dieses iterative Verfahren die in Tabelle
5.4 aufgefiihrten neun MalRnahmen als Ad-Hoc-Malinahmen besta-
tigt werden. Die Kombination dieser MalRhahmen zeichnet sich
dadurch aus, dass sie zwar eine etwas geringere Reduktion der
Engpassmanagementmengen und -kosten herbeifiihrt als alle vor-
geschlagenen MaRhahmen zusammen, allerdings in Summe mit
deutlich geringeren Investitionen verbunden ist. So kann bei Umset-
zung dieser neun MalRnahmen ein volkswirtschaftlicher Gewinn in
Hohe von etwa 2 Mrd. € realisiert werden.

Bestétigte Ad-Hoc-MaRRnahmen
MalRnahme Bereich Typ
P113 M519  Stadorf — Wahle Serienkompensation
P310 Biirstadt — Kihmoos  Neubau in bestehender Trasse u.

Stromkreisauflage/Umbeseilung

P327 Kruckel Phasenschiebertransformator
P345 Hamburg-Ost Phasenschiebertransformator
P346 Hanekenfahr Phasenschiebertransformator
P347 Oberzier Phasenschiebertransformator
P348 Wilster Phasenschiebertransformator
P349 Wirgau Phasenschiebertransformator
P350 Pulverdingen Phasenschiebertransformator



Markt- und Netzsimulationsumgebung

A Markt- und Netzsimu-
lationsumgebung

Zur Validierung des im NEP 2030 angewandten Vorgehens der
UNB wurde die am ie3 entwickelte Markt- und Netzsimulationsum-
gebung MILES (Model of International Energy Systems) verwendet.
MILES bzw. einzelne Bestandteile von MILES wurden bereits in ver-
schiedenen Studien ([4], [33] - [35]) mit energiewirtschaftlichen und
energietechnischen Schwerpunkten eingesetzt sowie in wissen-
schaftlichen Veroffentlichungen ([8], [36] - [38]) validiert. In diesem
Kapitel wird zunachst ein Uberblick iber das Modell gegeben und
anschliel3end diejenigen Module detaillierter erlautert, die bei der
Validierung maf3geblich eingesetzt wurden.

Eingangsdaten

Installierte Leistungen, Wetterdaten, Brennstoff- u. CO,-Preise, NTC-Werte, vorzuhaltende Regelleistung,
Kraftwerkspark, Kraftwerksverfligbarkeiten, CO,-Emissionsobergrenzen, Netzmodell
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Abbildung A.1 Markt- und Netzsimulationsumgebung MILES



Markt- und Netzsimulationsumgebung

Die Markt- und Netzsimulationsumgebung MILES ermdglicht
techno-6konomische Analysen des gesamteuropdischen 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 verkntipft sind.

Im Rahmen der Module der Marktsimulation werden zunachst 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 fir stromgefiihrte Grol3kraftwerke 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 (DSM) oder der Be-
trieb von Power-to-Heat- und PtG-Anlagen, simuliert werden.

AnschlieBend 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 leis-
tungsflussbasiert oder auch als hybrides System ausgestaltet sein.
Neben den Fahrplanen der konventionellen Kraftwerke und Spei-
cher ergeben sich aus der Simulation die Austauschleistungen zwi-
schen den betrachteten Marktgebieten. Zudem wird ausgewiesen,
in welchem Umfang die Leistungsbereitstellung aus dargebotsab-
hangigen Erzeugungsanlagen aufgrund von begrenzten Transfer-
und Speicherkapazitaten reduziert werden muss (sog. nicht ver-
wertbare Leistung). Ferner resultieren aus der Simulation die Be-
triebspunkte von eventuell bereits in der Kraftwerkseinsatzoptimie-
rung beriicksichtigten Netzelementen wie HGU-Verbindungen und
PST. Zusammenfassend generieren die beschriebenen Module der
Marktsimulation regional aufgeloste Einspeise- und Lastzeitreihen,



Markt- und Netzsimulationsumgebung

welche u. a. als Netznutzungsfalle des Ubertragungsnetzes ver-
wendet werden kénnen.

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

Fur etwaige, auf Basis der Betriebszustande identifizierte Engpésse
im Netz besteht anschlielend 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
Netzbetriebszustande ein automatisierter Netzausbau zur Herstel-
lung der Netzsicherheit mit dem Ziel volkswirtschaftlich minimaler
Kosten erfolgen.
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Im Folgenden werden die Zeitreihenermittiung von PVA und WEA,
die Kraftwerkseinsatzoptimierung, die Netzbetriebszustandsermitt-
lung, das FLM sowie das interne Engpassmanagement naher vor-
gestellt. Das Vorgehen bei der Regionalisierung der Stromnach-
frage und des Zubaus von EE wird bereits im Unterkapitel 2.1 bzw.
Abschnitt 3.1.1 erlautert, in denen jeweils das entsprechende Regi-
onalisierungsmodul von MILES mit den Annahmen des NEP 2030
bzw. denen des zugrundeliegenden Szenariorahmens angewandt
wird. Im Unterkapitel 2.2 wird zudem die Ableitung von Zeitreihen
des Strombedarfs neuer Stromanwendungen beschrieben.

Ausgehend von den im Rahmen der Regionalisierung (vgl. Ab-
schnitt 3.1.1) 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 zurlickgegrif-
fen [39]. 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 fir ein Gitternetz mit einer Maschenweite von 7 km in ganz
Europa vor. Fur 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



Markt- und Netzsimulationsumgebung

Windgeschwindigkeit auf Hohe der Nabe vy,pe. und unter Hinzu-
nahme der Rotorflache Ag, des Anlagenkennwerts (Leistungsbei-
wert) cp und der lokalen Luftdichte p; nach [40] wie folgt berechnet:

P(Vnabe(t)) = 0,5 pr. " AR * ¢p(VNabe (D)) - vlglabe(t)

Die verwendete Kennlinie beschreibt die Leistungsfahigkeit einer
durchschnittlichen WEA anhand ihres Leistungsbeiwerts nach aktu-
ellem Stand der Technik (Herleitung vgl. [41]). Die Kennlinie ist in
Abbildung A.2 im Vergleich zu 47 Kennlinien der WEA aus [42] dar-
gestellt, die zu ihrer Herleitung verwendet wurden.

0,3

Normierte Einspeisung der WEA
o
o

Abbildung A.2

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

Vergleich der verwendeten Kennlinie mit den Kennlinien anderer
WEA aus [42]

Die simulierten Anlagen verfiigen 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 européaischen Ausland be-
rechnet. Die globale Bestrahlungsstarke beschreibt die Bestrah-
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lungsstarke auf eine horizontale Flache [43]. Da PVA in einem be-
stimmten Neigungswinkel errichtet werden, entspricht die Bestrah-
lungsstarke 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 beriicksichtigt. Die Bestimmung des
direkten, diffusen und reflektierten Anteils erfolgt nach [43] und wird
hier nicht im Detail erlautert.

Mit der resultierenden Zeitreihe der Bestrahlungsstérke auf die ge-
neigte Ebene Eg., () wird die Einspeiseleistung der PVA nach [43]
hergeleitet. Hierzu wird zunachst die normierte, stiindliche ideale
Einspeisung Py orm,ideal (t) berechnet.

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

1000W

Die ideale stiindliche Einspeisung vernachlassigt u. a. Leistungs-
verluste durch Verschmutzung, Schnee, Verschattung oder Wir-
kungsgradabnahmen im Teillastbetrieb. All diese Verluste werden
im Performance Ratio PR zusammengefasst. Nach [43] 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 [44] erreichen PVA in Suddeutschland in einem Netzgebiet
eine Einspeisung von bis zu 85 % ihrer Nennleistung. Der Perfor-
mance Ratio wird an dieser Stelle zunéachst 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 beriicksichtigt. Die Modultemperatur Ty (t) lasst sich
nach [43] aus der Umgebungstemperatur Ty (t), der Bestrahlungs-
starke Egen(t) und einer Proportionalitatskonstante ¢ berechnen:

Egen ®)

10002
m

Tm(@) =Ty(t) +c-

Die Proportionalitdtskonstante c ist abhdngig vom Moduleinbau und
variiert zwischen 22°C bei vollig freier Aufstdnderung und bis zu
55°C fur Fassadenintegration ohne Hinterluftung. In dieser Untersu-
chung wird ¢ = 32,5°C angenommen. Diese Annahme beschreibt
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nach [43] etwa die dachintegrierte Installation mit schlechter Hinter-
luftung. In [45] wird dieser Koeffizient als mittlere Nennbetriebstem-
peratur angesetzt.

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-
anderung aufgrund der Temperaturabweichung durch den Tempe-
raturdnderungskoeffizienten. Dieser liegt hach [43] 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
Prorm,real (t) letztlich wie folgt:

Egen(t)
Pnorm,real(t) = PR - (1 + kT(t)) -LW
100()?

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 [46] und [47] verOffentlicht 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, Leistungsabregelungen aufgrund von
Netzengpassen oder Luftverwirbelungen in groRen Windparks bei
der Berechnung der Einspeisung der WEA nicht detailliert abgebil-
det werden. Bei PVA sind dies u. a. die zuvor bereits angefiihrten
Folgen von Verschmutzung, Schnee, Verschattung oder Wirkungs-
gradabnahme durch Teillastbetrieb. Ebenfalls besteht die Vermu-
tung, dass die Wetterdaten des COSMO-EU Modells tiber den tat-
sachlichen Werten liegen und die Energiebereitstellung somit tiber-
schatzt wird (vgl. [48]). Aus den genannten Grinden wird die Leis-
tungsbereitstellung der Anlagen durch einen Korrekturfaktor ange-
passt.
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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 fir alle nach [49]
in Deutschland installierten WEA und PVA die stindliche 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-
zeitreihe wird die monatliche Energiebereitstellung der Anlagen be-
rechnet. Diese Energiebereitstellung wird nun mit der tatsachlich
bereitgestellten Energie nach [46] 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 mafgeblich verféalscht. 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 2030 liegen die Wetterdaten des Jahres 2012 zu-
grunde. Daher werden die Korrekturfaktoren fur 2012 berechnet.

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
Last und der vorzuhaltenden Reserveleistung unter Berlcksichti-
gung der EE-Einspeisung, der verfigbaren Ubertragungskapazita-
ten zwischen den Marktgebieten sowie der technischen, zum Tell
zeitkoppelnden Restriktionen der Erzeugungseinheiten und Spei-
cher zu bestimmen. Als technische Nebenbedingungen werden
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hierbei u. a. Minimal- und Maximalleistungen, Nichtverfligbarkeiten,
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 tiber
verschiedene Kapazitatsmodelle berlcksichtigt werden. Neben bi-
lateralen und koordinierten Ubertragungskapazitaten in Form von
NTC-Werten koénnen auch flussbasierte Parameter (lineare
Zweigsensitivitaten) einbezogen werden, sodass sowohl die Simu-
lation einer rein leistungsflussbasierten als auch einer hybriden
Marktkopplung des Gesamtsystems mdglich ist. Bei der Simulation
eines flussbhasierten Modells besteht zudem die Mdglichkeit (grenz-
nahe) leistungsflusssteuernde Betriebsmittel, wie HGU-Verbindun-
gen und PST, zu berucksichtigen.

Das formulierte Optimierungsproblem wird unter Anwendung eines
rollierenden Ansatzes gel6st. Hierzu wird das Betrachtungsjahr in
sich Uberlappende Intervalle konstanter Breite unterteilt, welche die
Planungshorizonte der Marktteilnehmer représentieren. Diese Zeit-
intervalle werden sequentiell optimiert, wobei der ermittelte System-
zustand in einem festgelegten Zeitschritt des vorangegangenen In-
tervalls jeweils als Ausgangszustand fur das darauffolgende Opti-
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 Jahres.

Aus den bereits 0. g. Ergebnissen der Optimierung (Fahrplane 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-
ten des Gesamtsystems) abgeleitet werden. Zudem lassen sich re-
sultierend aus den bereitgestellten Energiemengen die Treibhaus-
gasemissionen in den betrachteten Marktgebieten ermitteln.
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Zur Einhaltung der CO»-Reduktionsziele der Bundesregierung wird
dem deutschen Stromsektor in den B- und C-Untersuchungsszena-
rien des NEP 2030 (analog zum NEP 2025) eine maximal zulassige
COz-Emissionsmenge vorgegeben. Um folglich den CO2-Ausstol3
des deutschen Kraftwerksparks limitieren zu kénnen, wurde eine
explizite Nebenbedingung zur CO:-Begrenzung in die Kraft-
werkseinsatzoptimierung integriert. Da die Kraftwerkseinsatzopti-
mierung unter Anwendung eines rollierenden Ansatzes geldst wird,
muss die maximal zuldssige jahrliche CO,-Emissionsmenge des je-
weiligen Szenarios auf die einzelnen Optimierungsintervalle aufge-
teilt 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 Emissionskon-
tingent in Hohe des CO.-Ausstolies, welcher allein aus der Must-
Run-Erzeugung von deutschen KWK-Anlagen in der jeweiligen
Stunde resultiert. Dieser wird bereits vor der Kraftwerkseinsatzopti-
mierung stundenscharf berechnet und zur Sicherstellung der Los-
barkeit des Optimierungsproblems beriicksichtigt.

Zum anderen wird jeder Stunde ein Emissionskontingent entspre-
chend ihres Anteils an der Jahres-Residualenergie Deutschlands
zugeordnet, welche somit als MaR fir 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.

Das Emissionskontingent jedes Optimierungsintervalls wird schlief3-
lich durch Addition aller zugehorigen Stundenkontingente berech-
net. Um das CO2-Emissionsziel im Jahresverlauf vollstandig auszu-
nutzen, werden ungenutzte Emissionskontingente sequentiell zwi-
schen den Optimierungsintervallen Ubergeben.
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Die formulierte Nebenbedingung der Kraftwerkseinsatzoptimierung
stellt sicher, dass der CO»-Ausstol? des deutschen Kraftwerksparks
in jedem Optimierungsintervall das ermittelte maximal zuléssige
Emissionskontingent nicht Ubersteigt. Der aus der Erzeugung eines
Kraftwerks resultierende CO2-Ausstold wird dabei anhand des Wir-
kungsgrades des Kraftwerkes (eigene Annahmen) und seiner typ-
spezifischen Emissionen (aus [17]) ermittelt.

Die formulierte Summenbedingung lautet wie folgt:

Z Z Swh— S

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 CO,-Emissionen des deutschen
Stromsektors in Optimierungsintervall i

= M;;: Menge aller Stunden des Optimierungsintervalls i

= M, pe: Menge aller deutschen Kraftwerke

Datenbasis fir die Kraftwerkseinsatzoptimierung bildet die von der
BNetzA genehmigte Liste der deutschen Kraftwerke [50] fur jedes
Entwicklungsszenario. Fur die Modellierung des Kraftwerksparks
der Ubrigen Lander der ENTSO-E-Region wurde eine am ie? auf Ba-
sis von [51] entwickelte Kraftwerksdatenbank genutzt, in der alle eu-
ropéaischen Kraftwerksblocke sowie die relevanten Kraftwerkspara-
meter (u. a. Mindest- und Maximalleistungen, Mindeststillstands-
und Mindestbetriebszeiten, Kraftwerkswirkungsgrade) zusammen-
gefasst sind. Diese Datenbank wird auch herangezogen, um feh-
lende Informationen in der deutschen Kraftwerksliste der BNetzA zu
erganzen. FUr die Untersuchungen wird sichergestellt, dass die Ver-
sorgungssicherheit in jedem Land in Anlehnung an die Prognosen
des ENTSO-E in [26] gewahrleistet ist.

Die Grenzkosten der Kraftwerke werden u. a. anhand der in [2] ver-
offentlichten Brennstoff- und CO»-Zertifikatspreise sowie der in [17]
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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 [2] verdffentlichten Ubertragungskapazitaten
zwischen Deutschland und den angrenzenden Marktgebieten ver-
wendet. Fir die Kuppelkapazitaten zwischen den Ubrigen Landern
der ENTSO-E-Region werden die in [32] ausgewiesenen Kapazita-
ten anhand des Ten-Year Network Development Plan des
ENTSO-E verwendet bzw. 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 zukinftige Betriebsweise leistungsflusssteuernder
Netzelemente, wie bspw. HGU-Verbindungen und PST, anzuneh-
men. Hierzu werden verschiedene Verfahren eingesetzt. Die Auftei-
lung der Netzverluste auf die Erzeugungseinheiten erfolgt mithilfe
einer Heuristik, wohingegen fiir die Ermittlung der Betriebspunkte
interner HGU-Verbindungen und der Stufenstellerpositionen von
PST separate Optimierungsprobleme formuliert wurden. Hierbei
wird angenommen, dass interne HGU-Systeme zukiinftig zur Ent-
lastung hoch belasteter, weitrdumiger Drehstromkorridore einge-
setzt werden. Bei PST wird zwischen grenzfernen (internen) und
grenznahen Betriebsmitteln unterschieden. Interne PST werden zur
Vermeidung von Uberlasten im Drehstromnetz eingesetzt, wahrend
durch den Einsatz von grenznahen PST eine Angleichung zwischen
den im Markt gehandelten und den im Netz resultierenden physika-
lischen Grenzkuppelfliissen und somit eine Vermeidung von unge-
wollten Ring- und Transitflissen zwischen benachbarten Netzge-
bieten angestrebt wird.
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Abbildung A.3

Ablauf der Simulation
Der Ablauf der Netzbetriebszustandssimulation ist in Abbildung A.3
dargestellt.

Eingangsdaten

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

: Auslastung der Betriebsmittel
Voreinstellung lastflusssteuernder Netzelemente

« Stufenstellerpositionen von PSTs
« Betriebspunkte inlandischer HGUs AC-Lastflussrechnung

Tatsachliche Netzverluste

Deckung von Netzverlusten
Angepasster KW-Einsatz zur Deckung der Differenz
aus tatsachlichen 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. Ausmaf von Engpéssen 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 durchgefuihrt, um den Belastungszustand des Netzes abzu-
schatzen. AnschlieRend werden die vorlaufigen Betriebspunkte der
leistungsflusssteuernden Netzelemente durch das Lésen der o. g.
Optimierungsprobleme bestimmt. Auf dieser Basis werden mithilfe
einer AC-Leistungsflussrechnung die im Netz auftretenden Verluste
ermittelt und der Kraftwerkseinsatz entsprechend der Abweichung
gegenuber den bereits in der Marktsimulation berlcksichtigten, ab-
geschatzten Verlusten angepasst. Unter Berlicksichtigung der dar-
aus resultierenden modifizierten Einspeise- und Lastzeitreihen wird
eine erneute AC-Leistungsflussrechnung durchgefiihrt, um schliel3-
lich durch eine abermalige Losung der Optimierungsprobleme die
finale Einstellung der leistungsflusssteuernden Netzelemente zu
berechnen. AnschlieBend wird mithilfe einer weiteren AC-Leis-
tungsflussrechnung der sich fir jeden Netznutzungsfall ergebende
Belastungszustand bestimmt, der zusammen mit den Betriebspunk-
ten der leistungsflusssteuernden Betriebsmittel einen vollstandigen
Netzbetriebszustand fir den (n-0)-Fall beschreibt. AbschlieRend
werden auf dieser Grundlage (n-1)-Ausfallanalysen durchgefihrt,
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sodass als Ergebnis der Simulation die (n-0)- und (n-1)-Betriebszu-
stande eines Netzes Uber alle Zeitschritte des Betrachtungszeitrau-
mes (typischerweise fur alle 8.760 Stunden eines Jahres) fir wei-
tere Analysen zur Verfigung stehen.

Wie erwahnt werden interne HGU-Systeme in der Simulation mit
dem Ziel eingesetzt, hoch belastete, weitrdumige Drehstromkorri-
dore zu entlasten. Hierfur 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 Leistungsflussande-
rung wird Uiber die Sensitivitaten der HGU-Leitungen bzw. der HGU-
Anschlussknoten im Drehstromnetz auf die Leitungen abgebildet.

Analog werden die Stufenstellerpositionen von internen PST mit-
hilfe eines ahnlichen, als MILP formulierten DC-OPF-Modell be-
stimmt. Im Unterschied gehen hierbei in die zu minimierende Ziel-
funktion jedoch Strafterme fir den Teil des Leistungstransports auf
Drehstromleitungen (multipliziert mit der Leitungslénge) ein, der
eine Uberlast darstellt. Dabei wird das Vorliegen einer Uberlastsitu-
ation ab einer gewissen Auslastung im (n-0)-Fall (Ublicherweise
60 %) definiert. Der physikalische Leistungsfluss resultiert aus dem
jeweiligen Leistungsfluss vor Anpassung der Stufenstellerpositio-
nen sowie der Leistungsflussanderung durch diese Anpassung. Zur
Modellierung des Einflusses einer PST-Stufung auf die Leistungs-
flisse im Netz werden Querregler-Zweig-Sensitivitaten (engl.
Phase Shifter Distribution Factors, kurz: PSDF, vgl. [54]) verwendet.

Die Stufenstellerpositionen grenznaher PST werden ebenfalls mit
einem solchen Optimierungsmodell bestimmt. Hierbei gehen fiir alle
Marktgebietspaare jeweils die (absolute) Differenz zwischen dem in
der Marktsimulation bestimmten Handelsfluss und dem physikali-
schen Leistungsfluss auf den jeweiligen Kuppelstellen in die zu mi-
nimierende Zielfunktion ein.
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Eine mathematische Beschreibung der vorgestellten Optimierungs-
verfahren zur Bestimmung des Einsatzes interner HGU und grenz-
naher PST findet sich in [37].

Zur Abbildung des mdoglichen Einsatzes von FLM wird ein Verfahren
eingesetzt, dass die meteorologischen Einfliisse auf die Stromtrag-
fahigkeit der Leiterseile, wie den kuhlenden 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 Stromtragféahigkeit je Leitung

4. Begrenzung der Stromtragfahigkeit aufgrund von Stabilitats-
kriterien

Im ersten Schritt sind die meteorologischen Daten entlang der Tras-
senverlaufe zu ermitteln. Hierflr ist z. B. das ebenfalls fur die Simu-
lation der EE-Einspeisezeitreihen genutzte COSMO-EU Modell des
Deutschen Wetterdiensts geeignet [39]. 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
Stromtragféahigkeit berechnet. Hierfur existieren abgestimmte Vor-
gehensweisen verschiedener Verbande wie z. B. der Cigré oder des
Institute of Electrical and Electronic Engineers (IEEE). Das Vorge-
hen in IEEE Std 738-2012/Cor 1-2013 bezieht die meteorologischen
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Komponenten Windgeschwindigkeit, Windrichtung, Temperatur so-
wie solare Einstrahlung ein. Dabei hat die Windgeschwindigkeit bei
einer Erhéhung in Abhangigkeit des Anstromwinkels zur Freileitung
einen kuhlenden Effekt und die Temperatur sowie solare Einstrah-
lung mit steigenden Werten einen erwarmenden Effekt. Die Beruck-
sichtigung dieser standortspezifischen GrofRen fuhrt im Gegensatz
zur Européischen Norm EN 50182, welche die Dauerstrombelast-
barkeit unter Worst-Case-Annahmen abschéatzt, zu einer witte-
rungsabhangigen Stromtragfahigkeit. Die Worst-Case-Annahmen
der Norm werden mit 35°C flr die AuBentemperatur, 900 W/m?2 fur
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 Uberschritten wird. Bei der witterungsabhangigen Ermitt-
lung der Stromtragfahigkeiten im Rahmen der Netzentwicklungspla-
nung ist zu bedenken, dass eventuelle Abschattungseffekte im
Trassenverlauf oder auch ein Restpotenzial fiir die Betriebsfiihrung
bertcksichtigt werden sollten. Dies ist beispielsweise durch eine
pauschale Reduzierung der Windgeschwindigkeit méglich.

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, bertcksichtigt 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 berick-
sichtigt werden.

Durch die Beriicksichtigung beschréankter Ubertragungskapazitaten
wird bereits in der Kraftwerkseinsatzoptimierung ein praventives
Engpassmanagement modelliert. Dennoch kdnnen die aus der
Marktsimulation resultierenden Netznutzungsfalle Uberlasten im
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Ubertragungsnetz, insbesondere auf marktgebietsinternen Dreh-
stromzweigen, hervorrufen. Zur Auflésung solcher im Rahmen der
Netzbetriebszustandssimulation identifizierter Engpasse im Uberta-
gungsnetz wird ein internes Engpassmanagementmodell einge-
setzt. Ziel des Modells ist es, die zur Herstellung der Netzsicherheit
notwendigen Eingriffsmal3nahmen bei minimalen Kosten zu ermit-
teln. Hierbei berticksichtigt das Modell verschiedene Arten von Ein-
griffsmalinahmen.

Als netzbezogene MalRBnahmen konnen die Wirkleistungsbetriebs-
punkte interner HGU-Systeme und die Stufenstellerpositionen von
PST angepasst werden. Zudem kdnnen marktbezogene Mal3nah-
men, wie der Redispatch von konventionellen Kraftwerken und
Speichern sowie ein Lastmanagement, im Sinne einer Aktivierung
von ab- und zuschaltbaren Lasten, miteinbezogen werden. Dartber
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-
genluber den marktbezogenen Malinahmen gewéhrleistet. Zudem
wird sichergestellt, dass ein Einspeisemanagement erst dann
durchgefiihrt wird, wenn die Potenziale der konventionellen Erzeu-
gungseinheiten zur Einspeisereduzierung vollstandig ausgeschdpft
sind, um den gesetzlich vorgeschriebenen Einspeisevorrang von
EE- und KWK-Anlagen gegeniiber konventioneller Erzeugung zu
wahren.

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 Bericksichtigung aller rele-
vanten internen Zweige innerhalb eines bestimmten Netzabschnit-
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tes, bspw. eines Marktgebietes. Um den Einfluss der zuvor genann-
ten MalRhahmen auf diese Zweige zu simulieren, wird ein lineares
Leistungsflussmodell verwendet. Das (n-1)-Sicherheitskriterium
wird hierbei explizit Uber sog. Zwei-Zweig-Sensitivitaten (engl. Line
Outage Distribution Factors, kurz: LODF, vgl. [53]) abgebildet.

Die simulative Ermittlung der notwendigen Eingriffsmafinahmen er-
folgt separat fur jeden Zeitschritt auf Basis ausgewahlter Ergebnisse
der vorherigen Simulationsstufen. Fir jeden dieser Zeitschritte wer-
den die Erhdhungs- bzw. Reduzierungspotenziale der thermischen
Kraftwerke hinsichtlich ihrer Wirkleistungsbereitstellung anhand ih-
rer jeweiligen zuvor bestimmten Betriebspunkte, ihrer Verfiigbar-
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 planmalfig
in Betrieb sind. Dahingegen werden nicht in Betrieb befindliche
Kohle- und Kernkraftwerke vom Redispatch ausgeschlossen, indem
ihre Wirkleistungsgrenzen zu Null gesetzt werden. Fir Pumpspei-
cherkraftwerke werden die maximalen Anderungspotenziale analog
zum Vorgehen bei thermischen Kraftwerken entsprechend ihrer ma-
ximalen Turbinier- und Pumpleistungen, ihrer maximalen Speicher-
kapazitaten, ihrer aktuellen Betriebspunkte sowie 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 Moglich-
keit zur Analyse von Schwachstellen im Netz sowie zur Bewertung
etwaiger Netzausbaumalinahmen geboten werden. Insbesondere
fur die MaRnahmenbewertung wird aufgrund der iterativen Ansatze
zur Ableitung von Priorisierungsreihenfolgen ein Modell bendtigt,
bei dem sich der rechnerische Zeitaufwand trotz hohen Detailgra-
des der Eingangsdaten in Grenzen halt. Aus diesen Griinden findet
keine zeitkoppelnde Simulation des Engpassmanagements unter
Beriicksichtigung von Ein- und Ausschaltentscheidungen statt.
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