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Indem Verwaltungsverfahren
gegeniiber

1. 50 Hertz Transmission GmbH, vertreten durch die Ges chéftsfiihrung
Heidestrafle 2, 10557 Berlin

2. Amprion GmbH, vertreten durch die Ges chéfts fithrung
Robert-Schuman-Str. 7, 44263 Dortmund

3. TransnetBW GmbH, vertreten durch die Ges chifts fiihrung
Pariser Platz, Osloer Str. 15 - 17, 70173 Stuttgart

4. TenneT TSO GmbH, vertreten durch die Ges chéfts fithrung
Bernecker Strafe 70, 95448 Bayreuth

(im Folgenden: ,, Die Ubertragungsnetzbetreiber)

wegen: Feststellung des Netzreservebedarfs fiir den Winter 2022/2023 und den Betrachtungszeitraum
2023/2024 gemif § 3 Absatz 1Satz 1und Satz2 NetzResV

hat die Bundesnetzagentur fiir Elektrizitit, Gas, Telekommunikation, Post und Eisenbahnen, Tulpenfeld 4,
53113 Bonn, gesetzlich vertreten durch ihren Prasidenten Klaus M{iller, am 29. April 2022 festgestellt:

Zif.1.:Der Bedarfan Erzeugungskapazitit fiir die Netzreserve zum Zwecke der Gewihrleistungder Sicher-
heit und Zuverlissigkeit des Elektrizititsversorgungssystems betrigt fiir den Winter 2022,/2023 8.264 MW.

Zif.1.1.: Zur Ermittlung, ob potenziell zur Deckung des verbleibenden, noch nichtdurch inléndische Erzeu-
gungsanlagen gedeckten Netzreservebedarfs von 1.424 MW auslindische Erzeugungsanlagen zur Verfiigung
stiinden, durch welche dieser Bedarf gedeckt werden konnte, haben die Ubertragungsnetzbetreiber in Ab-
stimmung mit der Bundesnetzagentur bis zum 15.05.2022 Interessenbekundungen im Sinne von §4 Abs. 2
NetzResVeinzuholen.

Zif.1.2.: Soweit bis zum 15.05.2022 Betreibern vonauslindischen Anlagen Interesse am Abschluss eines Ver-
trages zur Aufnahme ihrer Anlage in die Netzreserve bekunden, die den Anforderungen an§ 5 Abs. 3 Netz-
ResV geniigen, sind die betreffenden Anlagen von den Ubertragungsnetzbetreibern bis zum 30.05.2022 auf
ihre technische Eignung hin zu iiberpriifen und das Ergebnis dieser Priifung der BNetzA zu iibermitteln.

Zif.1.3.: Ein Vertragss chluss mit Betreibern vonauslandischen Anlagen, diegem. Zif. 1.2. ihr Interesse bekun-
det haben, zur Aufnahme ihrer Anlage in die Netzreserve durch die Ubertragungsnetzbetreiber darf nur mit
Zustimmung der Bundesnetzagentur erfolgen.

Zif. 2.: Der Bedarfan Erzeugungskapazitit fiir die Netzreserve zum Zwecke der Gewihrleistungder Sicher-
heit und Zuverlissigkeit des Elektrizititsversorgungssystems betrigt fiir den Betrachtungszeitraum
2023/20245.361 MW.
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A Einfiihrung

1 Hintergrund der Bedarfsfeststellung

Die Energiewende fiihrt zu einem stetig wachsenden Anteil erneuerbarer Energien im deutschen Strommix.
Dabei istinsbesondere bei der installierten Leistung aus Windenergieanlagen an Land und zur See zubeobach-
ten, dass nach wie vor eindeutliches geografisches Ungleichgewicht zwischen den Standorten der Anlagenim
Norden Deutschlands und den Verbrauchszentrenim Siiden und im Westenbesteht.

Nebendem Ausbauder erneuerbaren Energien wird der Ausstieg aus der Nutzung der Kemenergie in Deuts ch-
land am Ende des Jahres abgeschlossen sein. Auch bei den tibrigen konventionellen Erzeugungstechnologien
istzum einenbedingt durch Marktkrifte und zum anderen durch den Ausstieg aus der Verstromung von Kohle
ein stetiger Riickgang der am Netz befindlichen Kapazititen festzustellen. Zudem fithren die Anderungen des
europiischen Strommarktdesigns dazu, dass die grenziiberschreitenden Handelstitigkeiten stetigan Volumen
zulegen und nationale Engpisse des Ubertragungsnetzes ungeachtet ihres Auftretens eine immer geringere
Rollebei der Vergabe der Handelskapazititen spielen. Eine besondere Belastung fiir das Ubertragungsnetz ent-
steht dabei durch die Einfuhren elektrischer Energie aus noérdlichen Nachbarldndern und Skandinavien bei
gleichzeitiger Ausfuhr elektrischer Energie in das benachbarte siidliche Ausland. Dies bewirkt ein Nord-Sud-
Gefille beim Stromtransportim Ubertragungsnetz. Dieses tiberlagert sich mit der eingangs bereits erwihnten
Anforderung, Strom aus den Erzeugungszentren im Norden Deutschlands in die Lastzentren Stid- und West-
deutschlands zu transportieren.

Umdie Netzstabilitit auchinkritischen Situationen zu gewihrleisten, setzen die Ubertragungsnetzbetreiber im
Bedarfsfall gezielt Kraftwerke zum Redispatch ein und wirken so drohenden Leitungsiiberlastungen entgegen
Auf die Ausgeglichenheit von Erzeugung und Lastim Ganzen (Leistungsbilanz) haben diese Eingriffe keine Aus-
wirkungen, da stets sichergestellt wird, dass abgeregelte Energiemengen durch gleichzeitiges Hochfahren von
Kraftwerken bilanziell ausgeglichen werden. Wahrend des Winterhalbjahres ist der Redispatchbedarf erfah-
rungsgemafiamhochsten. Indieser Zeit trifft eine hohe Nachfrage nach elektrischer Energie mit einer oftmals
hohen Einspeisung aus Windenergieanlagen im Norden und Nordosten Deutschlands zusammen. Diese Ein-
speisung muss iber weite Distanzenin die Verbrauchszentren Stid- und Westdeutschlands und in das siidliche
Ausland transportiert werden. Drohende Engpisse im Ubertragungsnetzen, werden mittels Redispatch verhin-
dert.

Sind gesicherte, marktbasierte Kraftwerkskapazititen zur Durchfithrung von Redispatchmafinahmen nichtin
ausreichendem Mafie vorhanden, setzten die Ubertragungsnetzbetreiber Netzreservekraftwerke zum Redis-
patch ein. Netzreservekraftwerke stehen den Ubertragungsnetzbetreibern zur Verfiigung, da das Energiewirt-
schaftsgesetz die Moglichkeit vorsieht, Erzeugungsanlagen, die der Betreiber stillzulegen beabsichtigt, vorldufig
inBetrieb zu halten, wenn dies zur Gewéhrleistung der Systemsicherheit erforderlichist. Eine weitere Prézisie-
rung dieser Regelungen erfolgt durch die Netzreserveverordnung (NetzResV) vom 27.Juni 2013 (BGBL.I S. 1947),
die zuletzt durch Artikel 15 des Gesetzes vom 13.Mai 2019 (BGBI. IS.706) geindert wordenist. Danach erstellen
die Ubertragungsnetzbetreiber jahrlich eine Systemanalyse zur Ermittlung des zukiinftig erforderlichen Reser-
vebedarfs. Die Bundesnetzagentur tiberpriift die Systemanalyse und stellt gegebenenfalls einen Bedarf an Netz-
reserve fest. Dieser Feststellung dient das mit dem vorliegenden Bescheid seinen Abschluss findende Verfahren

Betrachtungshorizonte der diesjihrigen Bedarfsfeststellung sind der Winter 2022/2023 (t+1) geméfR den Vorga-
ben des § 3 Abs. 2 Nr. 3 NetzResV sowie der Zeitraum 01.04.2023 - 31.03.2024 (t+2). Auf Grundlage der jeweils
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den kommenden Winter betrachtenden Bedarfsermittlung (hier 2022/2023), erganzt durch eine langerfristige
Analyse (hier 2023/2024)ist demnach die notwendige Netzreservefiir den kommenden Winter zu beschaffen
Der zweite Betrachtungszeitraum (2023/2024) wurde gewihlt, da das Kohleverfeuerungsverbot der Kraftwerke,
die in der vierten Runde der Kohleausstiegsauschreibungen bezuschlagt wurden, in diesem Zeitraum in Kraft
treten wirde.

2 Riickschau auf den Winter 2021/2022

Imvergangen Winter wurden die meisten Netzreserveeinsitze seit Bestehen der Netzreserve verzeichnet. Zwi-
schendem 01.10.2021 und dem 22.04.2022 wurden von den Ubertragungsnetzbetreibern auf der Grundlage der
Vorschauprozesse des Netzengpassmanagements an 175 von 204 Tagen Redispatch durch deutschen Netzre-
servekraftwerke angefordert. Am 02.12.2021 wurde der héchste Abrufin Hohe von 2.234 MW verzeichnet. Ins-
gesamt sind derzeit 6.545 MW Netzreserveleistung ausgewiesen. Die Einsatzhiufigkeit je Kraftwerk ist Abbil-
dung 1 zu entnehmen.

Einsatztage der Netzreserveanlagen im vergangenen Winter

UPM Schongau
Daxlanden RDK 4
GKM 7
Heilbronn 6
Heilbronn 5
Altbach HKW 1
Bexbach
Marbach DT 3
Heyden 4
Walheim 2
Walheim 1
Marbach GT 3
Weiher C  e—
Darmstadt GTKW
KMW 2
Marbach GT 2
Staudinger 4
Irsching 3
Ingolstadt 4
Ingolstadt 3

Netzreservekraftwerke

0 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100 110

Einsatztage

Mineral6lprodukte M Steinkohle Erdgas

Abbildung 1: Einsatzhiufigkeit der Netzreservekraftwerkeim vergangenen Winter

Zudemwurdenan 64 Tagen Schweizerund an sechs Tagenitalienische Kraftwerke fiir Redispatcheinsitze an-
gefordert (vgl. Abbildung 2 und Abbildung 3).
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Angeforderte Netzreserveleistung
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Abbildung 2: Anforderungen Netzreserveleistung im Zeitraum 01.10.2021bis 31.12.2021
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Abbildung 3: Anforderungen Netzreserveleistung im Zeitraum 01.01.2022 bis 22.04.20221

Der Anstieg der Redispatcheinsitze, der den Anstieg der Netzreserveeinsitze nach sich zog sowie die Redis-
patcheinsitze im Ausland sind auf mehrere Ursachen zuriickzufiihren.

e Im Zuge der starken Regenfille im Juli letzten Jahres wurde in Stidhessen ein Umspannwerk unter-
spiilt. Die notwendigen Reparaturarbeiten im November und Dezember 2021belasteten das Ubertra-
gungsnetz in Stidwestdeutschland erheblich und hatten hohe Redispatcheinsitzezur Folge.

e Imvergangenen Winter kam es zu zwei langen Niedrigwasserperioden. In dieser Zeit konnten auf-
grund der niedrigen Pegelstinde des Rheins die Kohletransportschiffe nur mitreduzierten Transport-
kapazititen Kohle beférdern. Daher wurden folgende Maffnahmen ergriffen, um die Kohlevorrite der
stiddeutschen Kraftwerke zu schonen.

o Die Redispatch-Merit-Order wurde angepasst, wodurch vorzugsweise gas- und dlbefeuerte
Netzreservekraftwerke, Marktkraftwerke mit ausreichendem Kohlevorrat und auslandische
Anlagenzum Einsatz kamen.

! Ttalienische Kraftwerke wurden indiesem Zeitraum nicht angefordert.
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o Wenn es die netztechnische Situation zulief}, wurde vereinzelt ein,,Brenns toffabtausch” vor-
genommen. Das heifdt das Kohlekraftwerke gezielt herunter- (negativer Redispatch) und Gas-
kraftwerke hochgefahren (positiver Redispatch) wurden.

e Am31.12.2021 wurde das Kernkraftwerk Gundremmingen C abgeschaltet. Der Wegfall dieses Kraft-
werks fiihrt zu einer starken Auslastung der Transportleitung im Stiden Wiirttembergs / Bayerns in
Ost-West-Richtung. Einspeiseleistungserh6hungen in Bayern (hiufig in den Mittagsstunden durch
PV-Anlagen) oder Osterreich fiihren zu einer weiteren Verschirfung dieser Situation und hat vermehr-
ten Redispatcheinsatz in der TransnetBW Regelzone zur Folge.

e Durchdie Integrationdes Einspeisemanagements (also die Abregelung von EE- und KWK-Anlagen)in
das Regime des Redispatchs im Zuge der Einfiihrung des Redispatchs 2.0 tiberfiihren die Ubertragungs-
netzbetreiber seit dem 01.10.2021 schrittweise Anlagen vom Eins peisemanagement in den Redispatch
2.0. So miissen seit dem 01.04.2022 fiir rund 10 GW installierte Wind-Leistung im Bedarfsfall anstatt
Einspeisemanagement Redispatchmafinahmen durchgefiihrt werden.

Die genannten Punkte fithren fiir sich und verstirkend gemeinsam zu hoherem Redispatchbedarf und
Netzreserveeinsitzen sowie Abrufen im Ausland als in der Vergangenheit. Dadurch sind auch die Kosten
des Netzbetriebs, die im folgenden Kapitel ndher beleuchtet werden, gestiegen.
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3 Kostender MaRnahmen zum sicheren Netzbetrieb

Die Kosten zur Sicherstellung der Versorgungssicherheit fallen fiir verschiedene Maffnahmen an, die die Be-
treiber von Elektrizititsversorgungsnetzen ergreifen, um den verzégerten Netzausbau zu kompensieren. Eine
Ubersicht zur Entwicklung der Kosten fiir die wesentlichen Systemsicherheitsmafnahmen Redispatch und
Countertrading (national und grenziibers chreitend), Einspeisemanagement sowie Netzreserve im In- und Aus-
land enthilt die folgende Tabelle 1. Diese Zahlen sind vorldufig und stellen keine regulatorisch final gepriiften

Werte dar. Die Werte resultierenvon2011bis 2018 aus der Istkosten-Erhebung zur Berechnung der Erl6sober-
grenze; die Kostenvon 2019 bis 2021 basieren auf den Meldungenim Monitoring (gemaf § 35 EnWG).

Vorliufige Kosten fiir wesentliche NetzengpassmanagementmaRnahmenin Mio. Euro

Jahr Redispatch Countertra-  Einspeisema- Netzreserve  Netzreserve Summe
ding nagement Inland* Ausland*
2011 41,6 87,8 33,5 0,8 16,0 179,7
2012 164,8 0,1 331 7,9 17,8 223,7
2013 1133 1,6 43,7 43,6 12,5 214,7
2014 1854 1,3 183,0 46,9 19,5 436,1
2015 4119 23,5 478,1 140,0 87,9 11414
2016 222,6 12,0 372,7 128,3 157,4 893,0
2017 391,6 29,0 609,9 267,4 2159 1.513,8
2018 349,6 36,1 635,4 307,7 107,8 1.436,6
2019 201,3 64,2 709,5 276,1 0 1.277,0
2020 240,1 134,6 761,2 296,3 0 1.398,6
2021 601,1 404,4 818,1 490,6 0 2.314,2

*Die Kosten fiir die Netzreserve sind vorlaufig und resultieren von 2011 bis 2018 aus der Istkosten-Erhebung zur Berechnung der Erlos-
obergrenze. Die Kosten von 2019 bis 2021 basieren auf den Meldungen im Monitoring und sind ebenfalls vorldufig und unveroffent-
licht.

Tabelle 1: Vorlaufige Kosten fiir wesentliche Manahmen zur Sicherstellung der Versorgungssicherheit 2011
bis 2021 (Stand: April 2022)

Der Hauptgrund fiir den Kostenanstiegim Jahr 2021 ist auf den mengenméfigen Anstieg der Mafinahmen, des-
sen Ursachenim Kapitel A2 dargestellt wurden, zuriickzufiihren. Aber auch diestark gestiegenen Grof3handels-

preise im zweiten Halbjahr haben sich auf die Kosten des bérsenbeschafften Countertrades ausgewirkt, sowie
auf die Kosten fiir positiven Redispatch.

Diein der Tabelle 1 aufgefiihrten Kosten fiir die Netzreserve im In- und Ausland beinhalten fiir die Jahre 2011

bis 2021 alle relevanten Kostenkomponenten, d. h. Vorhaltekosten, Kosten zur Wiederherstellung der Betriebs-
bereitschaft und Abrufkosten.

Neben den Vorhaltekostensind die entstandenen Abrufkosten (Vorwirmung und Beheizung, Probestarts und
Einsitze) enthalten. Die Vorhaltekosten der auslindischen Netzreservekraftwerke fallen jeweils fiir das kontra-
hierte Winterhalbjahr an. Seit dem Winter 2018/2019 wurde keine auslidndische Netzreserve mehr kontrahiert
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Fiir die inldndis chen Netzreservekraftwerke erfolgt die Erstattung der Vorhaltekosten fiir das gesamte Jahr. Zu-
sitzlich sind bei dennationalen Netzreservekraftwerkenim Zeitraum 2011 bis einschliefRlich 2021 die angefal-
lenen Kosten fiir die Wiederherstellung der Betriebsbereitschaft enthalten.

Die folgende Tabelle 2 beinhaltet fiir die Netzreserve eine Aufteilung der in Tabelle 1 aufgefiihrten Kosten der
inldndischenund auslandischen Netzreservekraftwerkein Vorhalte- und Abrufkosten.

Vorlaufige Kosten fiir Netzreserve in Mio. Euro

Jahr Vorhaltekosten Vorhaltekosten  Abrufkosten  Abrufkosten Summe
Netzreserve Netzreserve Netzreserve Netzreserve
Inland Ausland Inland Ausland
2011 0,8 16,0 0,0 0,0 16,8
2012 7,1 17,8 0,8 0,0 25,7
2013 43,0 11,2 0,6 1,3 56,1
2014 44,3 18,0 2,6 1,5 66,4
2015 120,5 41,8 19,5 46,0 227,8
2016 116,6 66,2 11,7 91,2 285,7
2017 190,9 76,9 76,4 139,0 483,2
2018 230,1 48,2 80,4 57,2 415,9
2019 187,5 0 88,5 0 276,0
2020 196,3 0 100,0 0 296,3
2021 239,7 0 250,9 0 490,6

Tabelle 2: Vorlaufige Vorhalte- und Einsatzkosten fiir Netzreserve in Mio. Euro

Neben der Kostensteigerung durch die vermehrten Einsétze der Netzreservekraftwerke sind auch die Vorhal-
tekostendeutlich gestiegen. Diesist auf die Steinkohlekraftwerke, die in der ersten Ausschreibungsrunde gem.
KVBG, Teil 3 einen Zuschlag erhalten haben zuriickzufiihren. Bei den betreffenden Anlagen wurden das Koh-
levermarktungsverbot gem. § 52 KVBG bereits vor dem Kohleverfeuerungsverbot gem. § 52 KVBG wirksam
Trotz des Vermarktungsverbots waren die entsprechenden Anlagen aufgrund der Regelung des §52 Abs. 2
KVBGgehalten, die Betriebsbereitschaft der Anlage fiir Anpassungender Einspeisung nach § 13a Abs. 1 EnWG
und far die Durchfithrung von MafRnahmen nach § 13 Abs. 1 Satz1 Nr. 2 und 3 EnWG vom 01.01.2021 (Eintritt
des Vermarktungsverbots) bis zum 08.07.2021 (Wirksamwerden des Kohleverfeuerungsverbots) weiter vorzu-
halten. Die Vorhaltekosten, die fiir diesen Zeitraum fiir die betreffenden Anlagen angefallensind, waren gem.
§ 52 Abs.2 Nr. 2 KVBGzuersetzen, sodass sichin der Folge die Vorhaltekosten ins gesamt erhoht haben.
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Inder folgenden Tabelle 3 sind fiir den Zeitraum 2011/2012 bis 2020/2021 die summierten Leistungswerte der
entsprechenden kontrahierteninldndischenund ausldndischen Netzreservekraftwerke aufgefithrt.

Leistung der Netzreserve

Jahr Inland Ausland Summe
[MW] [MW] [MW]
2011/2012 535 937 1.472
2012/2013 1.622 937 2.559
2013/2014 1.572 1.373 2.945
2014/2015 2.240 784 3.024
2015/2016 3.312 4.348 7.660
2016/2017 4.458 3.925 8.383
2017/2018 6.609 4.821 11.430
2018/2019 6.598 0 6.598
2019/2020 6.598 0 6.598
2020/2021 5.670 0 5.670

Tabelle 3: Historische Leistung in- und auslandischer Netzreserve

4 Beriicksichtigung des Kohleausstiegs

Der § 4 Abs. 1 KVBG(Kohleverstromungsbeendigungsgesetz) regelt das ents prechende Zielniveau fiir die Redu-
zierung und Beendigung der Kohleverstromung. Die Nettonennleistung der verbleibenden Anlagen am Strom-
markt liegt2020bei 30 GW, 2030bei 17 GW und spatestens bis Ende 2038 bei 0 GW. Zwischen 2022 und 2030,
sowie zwischen 2030 und 2038 sinkt das Zielniveau jahrlich um gleich grofie Mengen an Nettonennleistung.
Um das gesetzlich festgelegte Zielniveau fiir die Steinkohleverstromung zu erreichen, sieht das KVBGzweiIn-
strumente vor: Fir die Zieldaten bis 2026 werden Ausschreibungsverfahren geméifs des Teil 3 des KVBG fiir
Steinkohleanlagen (und Braunkohlekleinanlagen < 150 MW) durchgefiihrt. Ab dem Zieldatum 2024 bis 2026
wird bei Unterzeichnung der Ausschreibung das Anordnungsrecht herangezogen, um das nicht vergebene Vo-
lumen aufzufiillen. Ab 2027 bis zum Zieldatum 2038 ist ein ordnungsrechtlicher Ausstiegspfad ohne finanzielle
Kompensation vorgesehen, die sog. gesetzliche Reduktion gemif Teil4 des KVBG. Die Abschaltung sowie die
Entschidigung der Betreiber grofierer Braunkohleanlagen (> 150 MW) erfolgen tiber einen gesetzlich definier-
ten Ausstiegspfad sowie gesetzlich festgelegte Entschidigungen, die nach § 49 KVBGin Form eines 6ffentlich-
rechtlichen Vertrages zwischen der Bundesregierung und den Betreibern von Braunkohleanlagen (> 150 MW)
ausgestaltet werden kann. Von dieser Moglichkeit zum Vertragsschluss haben die Bundesregierung und die

Braunkohleanlagen-Betreiber Gebrauch gemacht; der entsprechende Vertrag wurde am 10. Februar 2021 un-
terzeichnet.?

2 https://www.bmwi.de/Redaktion/DE/Pressemitteilungen/2021/02/20210210-rechtssicherheit-fuer-alle-beteiligten-oeffentlich-rechtli-

cher-vertrag-zum-kohleausstieg-in-deutschland-unterzeichnethtml
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Tabelle 4 gibt einen Uberblick iiber bereits erfolgte sowie die in den Betrachtungs zeitrdumen zu beriicksichti-
genden Ausschreibungsrunden mit den jeweiligen Volumina.

Ausschreibungs-  Gebotstermin  Zuschlagstermin  Frist Kohleverstro- Zuschlige far

runde mungsverbot Zieldatum [GW]
(§51 KVBG)

#1 01.09.2020 01.12.2020 08.07.2021 4,8

#2 04.01.2021 05.04.2021 05.12.2021 1,5

#3 30.04.2021 30.07.2021 31.10.2022 2,1

#4 01.10.2021 01.01.2022 01.07.2023 0,5

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber
Tabelle 4 Uberblickiiber die Ausschreibungsrunden innerhalb der Betrachtungszeitriume t+1 und t+2

Fiir die Systemanalysen mit den Betrachtungszeitraumen 2022/2023 und 2023/2024 wurden die Ergebnisse der
ersten drei Ausschreibungsrunden kraftwerksscharf berticksichtigt. Die Anlagen werden fiir den gesamten Zeit-
raumnicht als Marktkraftwerke unterstellt.

Die Regelungen der Netzreserveverordnung (§ 3 Abs. 2 Satz 5 NetzResV) erfordern, dass die Eingangsparameter
der Systemanalysenbis zum 01. Dezember 2021 zwischen Ubertragungsnetzbetreibern und Bundes netzagentur
abzustimmensind. Zu diesem Zeitpunkt war noch unbekannt, welche Steinkohlekraftwerke und Braunkohle-
kleinanlagenander vierten Ausschreibungsrunde teilnehmen. Dieser Unsicherheit musste in der Marktsimu-
lation Rechnung getragen werden.

Fiir die NTC-Berechnungen im Betrachtungszeitraum (t+2) wurde das Volumen der vierten Ausschreibungs-
runde daher anteilig auf die fiir die Marktsimulation zu beriicksichtigenden, teilnahmeberechtigten Kraftwerke
verteilt. Die so reduzierte installierte Leistung fand Eingang in die NTC-Marktsimulation. Vor Durchfiihrung
der FBMC-Simulation wurden die Zuschlédge der vierten Runde bekannt, sodass die Anlagen, fiir die ab
01.07.2023 ein Kohleverstromungsverbot besteht, fiir den gesamten Betrachtungszeitraum (t+2) nicht als
Marktkraftwerke unterstellt werden. Fiir die FBM C-Berechnungen wurde kein pro-rata Ansatz angewendet.
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B Verfahrensablauf

Grundlage der Priifung des Netzreservebedarfs ist gemafR § 3 Abs. 2 S. 1 NetzResV insbesondere eine von den
deutschen Ubertragungsnetzbetreibern jahrlich gemeinsam erstellte Analyse der verfiigbaren gesicherten Er-
zeugungskapazititen, ihrer wahrscheinlichen Entwicklung im Hinblick auf das jeweils folgende Winterhalbjahr
sowie mindestens eines der weiteren darauffolgenden vier Betrachtungsjahre und des eventuellen Bedarfs an
Netzreserve. Die dieser Systemanalyse zu Grunde liegenden Annahmen, Parameter und Szenarien sind geméf3
§ 3 Abs. 2 S.5 NetzResV mit der Bundesnetzagentur abzustimmen.

Am 19. Mai 2021 fand das Auftaktgesprich zwischen Ubertragungsnetzbetreibern und Bundesnetzagentur iiber
den Inhalt der vorzulegenden Systemanalysen der Ubertragungsnetzbetreiber statt. Am 9. Juni 2021 verstin-
digten sich Bundesnetzagentur und Ubertragungsnetzbetreiber darauf, dass eine Systemanalyse neben dem ge-
maf der NetzResV zu untersuchenden bevorstehenden Winterhalbjahr, also 2022/2023, zusétzlich fiir den Be-
trachtungszeitraumvom 1. April2023bis zum 31. Mérz 2024 zu erstellenist.

In der Folge stimmten sich die Bundesnetzagentur und die Ubertragungsnetzbetreiber hinsichtlich der Ein-
gangsgrofienab, die der Systemanalyse zugrunde liegen, insbesonderebeziiglich der Annahmen zum konven-
tionellen Kraftwerkspark in Deutschland (auf Grundlage der Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur) und im
Ausland, zur installierten Leistung von Anlagen zur Erzeugung erneuerbarer Energien und zu den verfiigbaren
Transportkapazititen zwischen Deutschland und seinen Nachbarstaaten fiir den grenziiberschreitenden
Stromhandel. Einbesonderer Fokus lag dabei wa. auch auf der Integration von Redispatch 2.0 und Crossborder-
Redispatchindie Modellierungen. Die Ubertragungsnetzbetreiber iibermittelten mit Schreiben vom 14 Dezem-
ber 2021 die gesamten Eingangsparameter fiir die Systemanalysen an die Bundesnetzagentur, die diese mit
Schreibenvom 22. Dezember 2021 bestitigte.

Am 8. Mirz 2022 iibermittelten die Ubertragungsnetzbetreiber die Systemanalysen fiir das Winterhalbjahr
2021/2022 und den Betrachtungs zeitraum 2023/2024 einschlieflich der den Analysen zugrundeliegenden Da-
tensitze der Markt- und Netzsimulationen an die Bundesnetzagentur. Die Vorstellung der Ergebnisse der Sys-
temanalysen durch die Ubertragungsnetzbetreiber erfolgte bei einem gemeinsamen Ges pracham 9. Mirz 2022.
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C Bedarfsfeststellung

1 Methodik der Systemanalyse

Fiir die Ermittlung des Bedarfs an Netzreserve legen die Ubertragungsnetzbetreiber jihrlich zum 1. Mérz eine
Systemanalyse vor. Die Eingangsparameter dieser Systemanalyse und die zugrunde gelegten Annahmen stim-
men die Ubertragungsnetzbetreiber mit der Bundesnetzagentur ab. Die Systemanalyse wird von der Bundes-
netzagentur bis Ende April eines jeden]ahres gepriift und der Bedarf an Netzreserve festgestellt.

ImFolgendenwerdender Ablauf und die Zielsetzung der Systemanalysebeschrieben.

11 Zielsetzung der Systemanalyse

Die Systemanalyseder Ubertragungsnetzbetreiber hat die Zielsetzung, fiir einen Zeitraum von bis zu fiinf Jah-
renim Voraus zu ermitteln, welcher Bedarf an Netzreserve in dem jeweiligen Betrachtungsjahr gedeckt werden
muss.

In der Systemanalyse wird ermittelt, welche Eingriffe die Ubertragungsnetzbetreiber in den durch den Markt
vorgesehenen Einsatz von Stromerzeugungskapazititen vornehmen missen, um Netzengpisse aus zugleichen
Gleichzeitig wird ermittelt, ob und wo die fiir diese Markteingriffe erforderlichen Erzeugungskapazititen gesi-
chert vorhandensind. Als ,gesichert” gelten Kraftwerke, die ohnehinin Deutschland am Markt aktiv sind und
die Kraftwerke, die aufgrund ihrer Systemrelevanz an der Stilllegung gehindert wurden, sowie auslindische
Kraftwerke, die als Redispatchpotentiale kontrahiert wurden. Mit Redispatch wirddie Reduzierung oder Erh¢-
hung der Einspeiseleistung von Kraftwerken bezeichnet, die aufgrund von Engpéssen im Ubertragungsnetz
notwendig sind, um das Netz zu entlasten und zu stabilisieren. Inder Systemanalyse wird der fiir densicheren
und zuverldssigen Betrieb des elektrischen Energieversorgungssystems benétigte Umfang der Eingriffeinden
Kraftwerkseinsatz bestimmt.

Bei der Bestimmung der Netzreserve werden verschiedene Risikofaktoren berticksichtigt, um moglichst viele
Unwégbarkeiten zu Gunsten der Versorgungssicherheit abzudecken. Diese Risikofaktoren werdenin Abschnitt
C1.7 zusammenfassend dargestellt.

12 Vorgehensweise der Systemanalyse

121 Schrittweises Vorgehen

Die Ermittlung des Reservekraftwerksbedarfs zur Beherrschung kritischer Netzsituationen geméif: § 3 NetzResV
istwiein Abbildung4 dargestellt strukturiert.

Im ersten Schritt werden die Eingangsparameter der Systemanalysen mittels einer Prognose der energiewirt-
schaftlichen Situationin den Betrachtungsjahren 2022 /2023 und 2023/2024 erstellt (vgl. Abschnitt C1.3). Hier-
bei werden der konventionelle und erneuerbare Kraftwerkspark (installierte Leistungen, Nichtverfiigbarkeiten,
Brennstoffkosten, CO:-Preise etc.) und die voraussichtlichen Hochstlasten prognostiziert. Wie bei der Erstel-
lung des Netzentwicklungsplans erfolgt eine Regionalisierung der regenerativen Stromerzeugungsanlagen und
des Verbrauchs. Auflerdem werden die im jeweiligen Betrachtungszeitraum zu erwartende Netztopol ogie sowie
die erwarteten Handelskapazititen bestimmt. Nachfolgend sind in Abbildung 4 schematisch die einzelnen
Schritte zur Ermittlung des Bedarfs an Netzreserve (vgl. Abschnitte C1.3-C1.5) dargestellt.



BUNDESNETZAGENTUR | 17

Festlegung der Eingangsparameter

Definition der Eingangsparameterder Marktsimulation
(Kraftwerkspark, Lasten, Kosten, Ubertragungsnetz)

Synthese kritischer Grenzsituationen, Jahreslauf
Analyse und Synthese (z.B. Gleichzeitigkeit Last und EE, Nichtverfigbarkeit konv.
Kwe, verfighare Handelskapazitaten) fir synthetische Woche und Jahreslauf

Marktsimulation

Ermittlung des konventionellen Kraftwerkseinsatzes inallen Stunden des Jahreslaufs
und der synthetischen Woche

Netzberechnung (Lastfluss/Redispatchoptimierung)
Ermittlung von Netzengpassen, Redispatchbedarf und notwendiger regionaler
Verteilung der Reservekraftwerke ((n-0)-, (n-1)- Fallund relevante Mehrfachfehler)
in lahreslauf und Grenzsituation

Netzreservebedarf

Abbildung 4: Ubersicht iiber das Verfahren zur Ermittlung des Bedarfs an Netzreserve.

Aufbauend auf den Eingangsparametern, die den moglichen Wertebereich relevanter Einflussfaktoren festle-
gen, wird im zweiten Schritt fiir jeden Betrachtungszeitraum eine als méglich eingestufte Kombination der re-
levanten Einflussfaktoren festgelegt, die auf Erfahrungen mit kritischen Netzsituationen basiert. Beispielsweise
zeigtdie Erfahrung, dasskritische Netzsituationen hiufig in sogenannten Starkwind-Starklast-Zeiten auftreten,
d.h. in Zeiten, in denen eine hohe Windeinspeisung gleichzeitig zu einer hohen Stromnachfrage auftritt Die
synthetische Woche, aus der die fiir die Bestimmung des Redispatchbedarfs maf3gebliche kritische Stunde
(Grenzsituation) abgeleitet wird, wird folglich derart konstruiert, dass sie eine solche Starkwind-Starklastsitua-
tion abbildet. Hierbei werden die dargebotsabhingige Erzeugung (insbesondere die Windenergieeins peisung)

und die deutschen und européischen Lasten auf Basis von historischen Profilen abgebildet und in entspre-
chende zeitliche Relation gesetzt.

Eine weitere erfahrungswertbasierte Annahme, diein die synthetische Woche einfliefdt, ist die Hohe der geplan-
ten und ungeplanten Nichtverfiigbarkeiten von Kraftwerken,zu denen es aufgrund von Revisionen oder Kraft-
werksausfillen kommen kann. Diese basieren auf einer statistischen Auswertung historischer Daten.

Durchdieses Vorgehen wird sichergestellt, dass ausgehend von historischen Erfahrungen erwartbare netztech-

nischkritische Situationen durch den ermittelten und dann zu kontrahierenden Reservebedarf abgedeckt wer-
den konnen.

Zusitzlich zur synthetischen Woche wird fiir jeden Betrachtungszeitraum ein vollstindiger] ahreslauf parame-
triert. Damit wird die Netzsicherheit solcher Situationen gepriift, die aufgrund unters chiedlicher Last- und Er-
zeugungssituationen eine andere geografische Verteilung des Redispatches zur Gewéhrleistung der Systemsi-
cherheitbenétigen als die Grenzsituation. Die Annahmen des Jahreslaufs sind grundsétzlich identisch zu denen
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der Grenzsituation, unterscheidensichjedochbeispielsweise bei der Skalierung der Hochstlast oder den Kraft-
werksnichtverfiigbarkeiten.

Imdritten Schritt wird mit Hilfe einer Simulation des européischen Elektrizititsmarkts prognostiziert, welche
konventionellen Erzeugungsanlagen in den einzelnen Stunden des Jahreslaufs und der synthetischen Woche
zur Deckung der Last einspeisen (vgl. AbschnittC1.3), unter Bertlicksichtigung der erwarteten Eins peisung er-
neuerbarer Energien, der Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten und der Handelskapazititen. Das Modell bestimmt
auch, welche Aus- und Einfuhren sich mit dem européischen Ausland in den jeweiligen Netznutzungsféllen
(NNF) einstellen.

Imvierten Schritt der Netzanalysewirdgepriift, obdas vorhandene Ubertragungsnetz jederzeit den Strom vom
Produzenten zum Nachfrager trans portieren kann (vgl. Abschnitt C1.5). Hier wird ein angemessenes Niveau der
Versorgungssicherheit angestrebt: Fiir die Berechnungen des Jahreslaufes wird unterstellt, dass ein relevantes
Netzbetriebsmittel ausgefallen ist, zum Beispiel ein Freileitungsstromkreis oder ein Netztransformator ((n-1)
Kriterium). Zusitzlich miissen in der bedarfsdimensionierenden Grenzsituation auch systemrelevante Mehr-
fachfehler, beispielsweise der Ausfall mehrerer Stromkreise durch einen Mastumbruch oder einer Sammel-
schiene, angemessen beherrscht werden (sogenannte auflergewohnliche Fehlerereignisse, ,,Exceptional Contin-
gencies*). Durch die Betrachtung dieser verschiedenen Fehlerereignisse zeigt sich, in welchen Féllen es im Netz
zu Uberlastungen kime, sodass die ermittelte Stromerzeugung nicht trans portiert werden kénnte. Die nach der
Umsetzung netzbezogener Mafnahmen (z. B. Topologieinderungen oder Rlicknahme vonbereits abgestimm-
ten, aber verschiebbaren Leitungsfreischaltungen) verbleibenden Netziberlastungen muiissen durch R edispatch
behobenwerden. Dabei werden von den 6konomisch optimal eingesetzten Kraftwerken, die in der Marktsimu-
lation ermittelt wurden, zundchst Kraftwerke heruntergefahren, deren Eins peisung die bestehenden Netzeng-
pisse besonders belasten. Das dadurch entstehende Defizit wird zunichst durch deutsche Kraftwerke, die am
Marktagierenund betriebsbereit sind, ausgeglichen. Reichen die Marktkraftwerke und das in Osterreich gesi-
chert zur Verfligung stehende Redispatchpotential® nicht aus, um das Defizit zu decken, werden als ndchstes
Netzreserve- und potentielle Netzreservekraftwerke zum Redispatch herangezogen. Besteht dariiberhinausge-
hend ein Redispatchbedarf,so wird ein Gesamtbedarf an Netzreserve ausgewiesen, der eine noch zu deckende
Liicke enthélt. Fiir diesen Fall sieht § 4 NetzResV die Durchfiihrung eines Interessenbekundungsverfahrens vor.

12.2 Bemessungsmafistab

Die Stunde der synthetischen Woche, in der der Netzreservekraftwerkspark am meisten Leistung zur Redis-
patchbedarfsdeckung einspeist, wird als Grenzsituation bezeichnet. Diese Stunde stellt die kritischste Situation
fiir das Netz dar. Dabei ist diese kritische Stunde nicht zwingend diejenige Stunde der synthetischen Woche, in
der die hochste Lastund / oder die héchste Eins peisung aus erneuerbaren Quellen vorliegen. Auch unmittelbar
vor oder nach einer Stunde mithoher Lastund Einspeisung kannssich eine Lastflusssituation einstellen, die fiir
das Netz schwieriger zubewiltigenist. Dannist zwardie absolute Hohe der Last und erneuerbaren Eins peisung

nicht maximal, aber eine ungiinstige regionale Verteilung der erneuerbaren und konventionellen Eins peisun-
genund der Lastensorgt fiir eine hohe Aus- und Uberlastung des Netzes.

Es kannin Stundendes Jahreslaufs notwendig sein, andere Kraftwerke als in der Grenzsituation zum Redispatch
heranzuziehen, um die Netzsicherheitin diesen Stunden gewihrleisten zu konnen. Das fiihrt dazu, dass sich ein

3 Der Leistungsumfang der deutsch-sterreichischen Redispatchkooperation betrigt 1,5 GW.
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zusitzlicher Bedarf an Reservekraftwerken mit einer anderen regionalen Verteilung als in der Grenzsituation
ergebenkann. Diese Unterschiede in der regionalen Verteilung werden mittels eines iterativen Verfahrens zur
Bestimmung der notwendigen Reservekraftwerke berticksichtigt. Zunichst wird in einem initialen Jahreslauf
unter Berticksichtigung von (n-1)-Fehlern bestimmt, welche Reservekraftwerke eine Mindesteinsatzhiufigkeit
von 20 Einsitzen aufweisen. Reservekraftwerke mit einer geringeren Einsatzhiufigkeit werden sodann mit
deutlich hoheren Strafkosten belegt, sodass deren Einsatz nur erfolgt, wenn es ansonsten keine Moglichkeit
gibt, Engpassfreiheit des Netzes herzustellen. Mit diesen Rahmenbedingungen wird nundie Grenzsituation un-
ter zuséatzlicher Berticksichtigung von Exceptional Contingencies berechnet. Alle Reservekraftwerke, die mit
ihrenteilweiseveridnderten Strafkostenin der Grenzsituation keinen Einsatz finden, werden fiir einen erneuten
Jahreslauf ebenfalls mit deutlich erhéhten Strafkosten belegt. Als Teil des sog. robusten Kraftwerksparks fiir

diesen Betrachtungszeitraum werden nun alle Reservekraftwerke gelistet, die im zuletzt berechneten J ahreslauf
zum Einsatz gekommensind.

Der Reservebedarf, der in den zwei Betrachtungszeitraumen benétigt wird, wird in den Kapiteln C3 und C4

dieses Teils des Berichts beschrieben. In den folgenden Abschnitten werden die einzelnen Schritte der System-
analyse genauer erlautert.

13 Bestimmung der Eingangsparameter der Marktsimulation

Wie zuvor erldutert, werden im ersten Schritt die der Systemanalyse zugrundeliegenden Eingangsparameter
zwischen der Bundesnetzagentur und den Ubertragungsnetzbetreibern abgestimmit.

Zuden Eingangsparametern gehoren die Nachfrage nach elektrischer Energie (Last), der zugrunde gelegte kon-
ventionelle und erneuerbare Kraftwerkspark, seine regionale Verteilung und Brennstoffpreise im jeweiligen
Betrachtungszeitraum. Ferner gehoren die Handelskapazititen zwischen den einzelnen Gebieten des europai-
schen Elektrizititsmarkts zu den Eingangsparametern. Diese Parameter dienen als Eingangsgrofien fiir die

Marktmodellierung zur Bestimmung des optimalen Kraftwerkseinsatzes und als Eingangsgrofien der Netzbe-
rechnung.

Im Folgenden wirderlautert, mit welcher Methodik die Eingangsparameter bestimmt wurden. In den Abschnit-

ten C3.1 und C4.1 werdendanndie im jeweiligen Betrachtungszeitraum verwendeten Eingangsparameter vor-
gestellt.

13.1 Ubertragungsnetz

Fiir die Netzberechnungen wird fiir jeden der zwei Betrachtungszeitriume je ein Ubertragungs netzmodell er-
stellt. Diese zwei Ubertragungsnetzmodelle sind topologische Abbildungen des deutschen Ubertragungsnetzes
und benachbarter Ubertragungsnetze in den Jahren 2022/2023 und 2023/2024. Die Abbildung des deutschen
und des dsterreichischen Ubertragungsnetzes ist knotenscharf, die der benachbarten Netze weitgehend kno-
tenscharf.

Die Ubertragungsnetze der zwei Betrachtungszeitriume enthalten bereits eine Vielzahl von geplanten Netzver-
starkungsmafinahmen. Fiir den Zeithorizont (t+1) werden die Netzausbaumafinahmen angenommen, die vo-
raussichtlich bis zum 01.10.2022 in Betrieb genommen werden. Fiir den Zeithorizont (t+2)ist der entsprechende
Stichtag der 01.10.2023. Fiir die Inbetriebnahmedaten werden realistische Annahmen getroffen: berticksichtigt
wird die aktuelle Datenlage der Ubertragungsnetzbetreiber.
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Um eine moglichstrealititsnahe Abbildung zu erreichen, werdenin der synthetischen Woche der Systemana-
lyse netzausbaubedingte Nichtverfiigbarkeiten von Netzbetriebsmitteln berticksichtigt (z. B. Freischaltungen).
Hierbei werden nur solche Nichtverfiigbarkeiten berticksichtigt, die nicht mit einem zeitlichen Vorlauf von 48
Stunden oder weniger verschiebbaroder behebbar sind. Ein Grund fiir die Nichtverfiigbarkeiten von Leitungen
ist, dass zunehmend Leitungsneubauvorhaben unter der Verwendung bestehender Trassen realisiert werden
Dies flihrt dazu, dass die zu ersetzenden Betriebsmittel (z. B. Freileitungen) lingerfristig nicht zum Stromtrans-
port genutzt werden kdnnen. Auch die Fahigkeit zur Versorgung von unterlagerten Verteilnetzen kann ge-
schwicht werden. Daher kénnen diese Nichtverfiigbarkeiten zu einem héheren Bedarf an Netzreserve fithren
und werden aus Vorsichtsgriindenim Netzmodell berticksichtigt. Neben der Nichtverfiigbarkeit einzelner Lei-
tungen werden auch Sonders chaltzustinde berticksichtigt, die aufgrund des netzausbaubedingten Umbaus o-
der der Erneuerung von Anlagen (z. B. Erneuerung von Schaltanlagen) eingerichtet werden miissen. Tendenziell
sind diese Nichtverfiigbarkeiten aber als planbare Nichtverfiigbarkeiten anzusehen, da die entsprechenden
Mafinahmen mit groflem Vorlaufin den Betrieb eingeplant werden. Neben den Nichtverfiigbarkeiten von Lei-
tungenwird in den Systemanalysen auch die Witterungsabhingigkeit der Stromtragfiahigkeit von Freileitungen
in Form von spezifischen Ubertragungsfihigkeiten entsprechend der betrieblichen Praxis bzw. der durch die
Ubertragungsnetzbetreiber geplanten Ums etzung der Nutzung dieser Witterungsabhingigkeit berticksichtigt.

13.2 Kraftwerkspark

Fiir die Strommarktmodellierung wird prognostiziert, welche Kraftwerkein den zwei Betrachtungszeitraumen
am Markt teilnehmen und welche zugebaut bzw. stillgelegt werden.

Der konventionelle Kraftwerkspark in Deutschland wirdhierbei auf Basis der Kraftwerksliste der Bundesnetz-
agentur und der internen Datengrundlage der Ubertragungsnetzbetreiber bestimmt. Die Kraftwerksliste der
Bundesnetzagentur berticksichtigt auch geplante Stilllegungen und Zubauten von Kraftwerken und umfasst
weiterhin Daten zu minimaler und maximaler Leistungseinspeisung sowie zum Betriebsmodus. Die in der
Kraftwerksliste angegebenen Daten basieren auf regelméifiigen Abfragen bei den Kraftwerksbetreibern sowie
den Stilllegungsanzeigen der Kraftwerksbetreiber. Dadurch werden bei den Annahmen zu Zubauten und Still-
legungen primir die Planungen der Kraftwerksbetreiber zugrunde gelegt, die als belastbar eingeschitzt werden
Auchdievorgeschriebenen Stilllegungen der Kernkraftwerke nach § 7 Abs. 1a Atomgesetz werden berticksich-
tigt, sodass fiir beide Betrachtungszeitraume kein Kernkraftwerk mehr in Deutschland unterstellt wird. Dariiber
hinaus flieRen auch die Angaben zur Uberfithrung von Braunkohlekraftwerken in die Sicherheitsbereits chaft
entsprechend § 13g EnWG in die Prognosenein. Diese Braunkohlekraftwerke stehen nach ihrer Uberfithrung
in die Sicherheitsbereitschaft weder dem Markt noch zum Redispatch zur Verfiigung. Aufbauend auf den jah-
resscharfen Angaben in der Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur wird die Entscheidung getroffen, welche
Kraftwerke inden einzelnen Zeithorizonten als in Betrieb angenommen werden. Liegt eine Stilllegungsanzeige
vor, wird das Kraftwerk nicht mehr als Marktkraftwerk berticksichtigt, sofern das Stilllegungsdatum vor einem
vereinbarten Stichtag liegt. Stichtag fiir den Betrachtungszeitraum 2022/2023 ist der 31.12.2022, fiir den Zeit-
raum2023/2024 istdies der 31.12.2023.

Die resultierende Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur haben die Ubertragungsnetzbetreiber um eigene ak-
tuelle Erkenntnisse zu Neubauvorhaben und Stilllegungsabsichten, sowie um Angaben zum Betriebsmodus
(marktbasiert, KWK, Zwangseinsatz als Industriekraftwerk oder Netzreservekraftwerkseinsatz etc.) erginzt. Be-
reits von den Ubertragungsnetzbetreibern kontrahierte Netzreservekraftwerke im In- und Ausland sowie po-
tentielle inldndische Netzreservekraftwerke werden beginnend mit dem Stilllegungsdatum nicht in der
Marktsimulation berticksichtigt und erstin den anschliefienden Netzanalysen zum Redispatch eingesetzt.
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Fiir die beidenbetrachteten Zeitrdume spielt der geplante Ausstiegaus der Kohleverstromung eine wesentliche
Rolle. Die Grundlage fiir die Abbildung des Kohleausstiegs bildet das Kohleausstiegsgesetz vom 03.07.2020 sowie
die Ergebnisse der ersten vier Ausschreibungen der Bundesnetzagentur nach Teil 3 KVBG, siehe Kapitel A4.

Die prognostizierte Leistung aus Erneuerbaren-Energieanlagen (EE-Anlagen)in Deutschland wird anhand der
Mittelfristprognose2021 mit Stand August 2021 bestimmt. Hierbei wird beider Festlegung der H6he des Zubaus
Photovoltaik, Windenergie an Land und Biomasse das , Trendszenario“ zugrunde gelegt. Bei Wasserkraftanla-
gen (EEG- und Nicht-EEG-Anlagen) werden Daten der Ubertragungsnetzbetreiber verwendet und der Bestand
fortgeschrieben. Fiir die Erwartungswerte zur installierten Leistung von Offshore-Windparks werden die aktu-
ellen Daten der Ubertragungsnetzbetreiber herangezogen. Beiallen weiteren EE-Anlagen wird der Bestand fort-
geschrieben. Neben den Zubauzahlen und der Gesamthohe der installierten Leistung wird auch festgelegt, an
welchen geographischen Standorten die erneuerbaren Energietriager in das Ubertragungsnetz einspeisen bzw.
an welchen Stellen Energie aus dem Ubertragungsnetz entnommen wird. Hierbei wird diereale, geographische
Verortung der Anlagen zugrunde gelegt. Die Basis hierfiir sind die Anlagenstammdaten der Ubertragungsnetz-
betreiber. Die Regionalisierung des fiir die nichsten Jahre prognostizierten Zubaus an EE-Anlagen erfolgt mit
Hilfe der Regionalisierungsmethodik nach dem Szenariorahmen fiir die Netzentwicklungsplanung. Dabei wird
die prognostizierte installierte Leistung an EE-Anlagen je Bundesland nach aktueller EEG-Mittelfristprognose
eingehalten. Bei den Offshore-Windenergieanlagen wurde die Verteilung auf die einzelnen Netzknoten auf Ba-
sis der Planungen der Ubertragungsnetzbetreiber vorgenommen.

Der europiische, konventionelle Kraftwerkspark wird auf Basis der Daten von ENTSO-E modelliert. Als Aus-
gangsbasis fiir die Abbildung des auslandischen Kraftwerksparks dient eine Liste mit auslandischen Kraftwer-
ken miteiner installierten Leistung grofRer als 100 MW, die auch schonin denvorangegangenen Analysen ver-
wendet wurde. Geographisch liegt der Fokus auf den Anrainerstaaten von Deutschland (Osterreich, Schweiz,
Polen, Tschechien, Niederlande, Belgien, Frankreich, Luxemburg, Dinemark) sowie der Slowakei und I talien als
Anrainerstaatenvon Osterreich. Auch der Kraftwerksparkin Ungarnund Slowenien als weitere Anrainerstaa-
ten von Osterreich wird blockscharf abgebildet.

Auch die Regelleistungsvorhaltung wird bei der Festlegung des Kraftwerksparks berticksichtigt. Fiir Deutsch-
land wird fiir beide Betrachtungszeitraume angenommen, dass +4.200 MW an Kraftwerksleistung in Deutsch-
land fiir die Bereitstellung von Regelleistung verwendet werden. Fiir Osterreich wird unterstellt, dass 480 MW
an Kraftwerksleistung fiir die Bereitstellung von Regelleistung verwendet werden. Fiir das weitere Ausland er-
folgtkeine Regelleistungsmodellierung.

133 Geplante und ungeplante Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten

Bei der Ermittlung des Netzreservebedarfs werden geplante und ungeplante Nichtverfiigbarkeiten von Kraft-
werkenunterstellt. Hierzu werden Annahmen getroffen, welche Kraftwerke aufgrund von Revisionen oder zu-
falligen Ereignissen (z. B. technischen Fehlern) in den Betrachtungszeitraumen keine Leistung einspeisen Die
Berticksichtigung von Nichtverfiigbarkeiten ist von entscheidender Bedeutung, da die in der Systemanalyse
untersuchten potentiell kritis chen Netzsituationen ents cheidend durch die Verfiigbarkeit von Kraftwerken be-
einflusst werden. Wenn beispielsweise der Bedarf an Netzreservekraftwerken durch ein hohes Nord-Siid-Ge-
falle an Kraftwerksleistung (viel Erzeugung im Norden, wenigim Siiden) bestimmt wird, wiirde eine hohe Kraft-
werksnichtverfiigbarkeitin Stiddeutschland und eine geringe in Norddeuts chland zu einer Verstirkung dieses
Lastflusses und somit zu einer Steigerung des Netzreservebedarfs fiihren. Daher ist es erforderlich, Kraft-
werksnichtverfiigbarkeiten in den Systemanalysen mit Hilfe von geeigneten Methoden zu beriicksichtigen
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Hierzu wurden Modelle entwickelt, mit denen die Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten fiir potentiell auslegungs-
relevante Grenzsituationen sowie fiir denJahreslauf geschitzt werden konnen.

Fiir die synthetisierten Grenzsituationen wird die Nichtverfiigbarkeit von Kraftwerken modelliert. Ziel der Un-
tersuchung istes, aufbauend auf statistisch ermittelten Verfiigbarkeitsdaten, die den Kraftwerksbl6cken zuge-
ordnet werden, Ausfallkombinationen von Kraftwerken zu bestimmen, die eine belastende Wirkung auf
Netzengpissehabenkonnen. Hierzu wird die gesamte nicht - verfiigbare Kraftwerksleistung zunachst verein-
fachend fiir drei einzelne Regionen (Norddeutschland, Stiddeutschland und Osterreich) bestimmt und dann auf

konkrete Kraftwerksbldcke verteilt. Zu Stiddeutschland werden alle Kraftwerksblocke gezihlt, die sich stidlich
50,4°nordlicher Breite befinden.

Auf Basis historischer Engpassanalysen wird angenommen, dass Nichtverfiigbarkeitenin der Region Nord eine
entlastende und Nichtverfiigbarkeitenin der Region Stid eine belastende Wirkung auf die Netzengpisse haben
koénnen. Darauf aufbauend wird eine nicht verfiigbare Kraftwerksleistung je Netzregion mittels einer Quantils-
auswertung bestimmt. Fiir jeden der Zeithorizonte wird ein 5 %-Quantil in der Region Nord und ein 95 %-
Quantil in der Region Siid zugrunde gelegt. Die Quantile sind so zuverstehen, dassinder Region Nord in nur

finf Prozentaller Fille nochniedrigere und in der Region Siid innur fiinf Prozent der Fille hdhere Nichtver-
figbarkeiten auftreten.

Die daraus resultierenden Nichtverfiigbarkeiten je Region werden auf konkrete Kraftwerksbldcke verteilt. Falls
Informationen zu geplanten Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten vorliegen, werden diese beriicksichtigt und nur
die verbleibende Leistung auf andere Kraftwerksblocke verteilt. Bei der Verteilung werden die Anteile der Kraft-
werkstypen (nach Priméarenergietrager) an der nicht verfiigbaren Kraftwerksleistung berticksichtigt. Auf diese
Weise werden die Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten separat fir jede zu untersuchende Grenzsituation der Zeit-
horizonte 2022/2023 und 2023/2024 ermittelt. Die konkret angenommenen Nichtverfligbarkeiten werden in
den Abschnitten C1.3.3und C4.1.4 beschrieben.

134 Annahmen zu den verfiigbaren Grenzkuppelkapazititen

Auchdie dem Handel zur Verfiigung stehenden Grenzkuppelkapazititen fiir die einzelnen benachbarten Lan-
der werden prognostiziertbzw.bestimmt.

Inder Region, Central West Europe“ (CWE) wurde im Mai 2015 die lastflussbasierte Marktkopplung (Flow-Ba-
sed-Market-Coupling) eingefiihrt. Fiir die Region ,,CORE“ wird diese Methode seit 2022 beriicksichtigt. Anders
als in der NTC-Berechnungsmethode werden bei der lastflussbasierten Kapazititsberechnungsmethode die
Handelskapazititen nicht als unabhédngige Austauschleistungen zwischen einzelnen Marktgebieten ermittelt
Stattdessen erfolgt bei der lastflussbasierten Methode eine vereinfachte Abbildung des Stromnetzes, sodass
Wechselwirkungenaller inder Flow-Based-Region erfolgenden Handelsaustaus che indie Berechnungenein-
bezogenwerden. Hierdurchund durch die genauere Abbildung von Netzrestriktionen kénnen Trans portkapa-
zititen besser genutzt und bei der Vergabe der Handelskapazititen in hoherem Umfang die Erfordernisse des
Marktes berticksichtigt werden.

In beiden Untersuchungszeitrdumen erfolgt die Kapazititsberechnung nach der Flow-Based-Methode fiir alle
innerhalb der Region CORE liegenden Marktgebietsgrenzen. Die Region CORE umfasst hierbei die Marktgebiete
Osterreich, Belgien, Tschechien, Deutschland/Luxemburg, Frankreich, Ungarn, Niederlande, Polen, Slowenien
sowie die Slowakei. Alle anderen Grenzen werden als NTC-Grenzen modelliert.
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NTC-Grenzen

Die NTC-Werte aus dem ENTSO-E Mid Term Adequacy Forecast (MAF) mit Zieljahren 2021, 2023 und 2025
werdenzur Festlegung der Annahmen verwendet. Aus einer Interpolation auf Basis der Projektdaten des aktu-
ellen européischen Zehnjahres-Netzentwicklungsplan (Ten-Year Network Development Plan2020) ergeben
sichdie Werte fiir die Zwischenjahren. Auflerdem werden Meldungen auslindischer TSO und aus der System-
fithrung bertiicksichtigt. Die Systemfiihrung liefertinsbesondere Erkenntnisse zur Abhingigkeit der NTC-Werte
von der stiindlichen Windeinspeisung an den Grenzen von Deutschland zu Frankreich, zur Schweiz, zu den
Niederlandensowie zu Danemark - West (DKW).

An den Grenzen DE-NL, DE-FR und DE-CH wird fiir den Jahreslauf die sogenannte C-Funktion verwendet.
Diesereduziert den NTC-Wertin Abhingigkeit von der Windeins peisung in Deutschland unter Einhaltung der
Mindestkapazititen. Ist die Mindesthandelskapazitits-Anforderung (minimum remaining available Margin
(minRAM)-Anforderung) grofier als der Funktionswert der C-Funktion, wird die betroffene Grenze nicht mehr
windabhingig betrachtet.

Die Kapazititander Grenze DE-DKW wird windabhingig anhand von Randbedingungen modelliert. Auf Basis
des Commitment der TenneT unter Beriicksichtigung der Inbetriebnahmen der Mittelachse in 2021 werden fiir
(t+1)und (t+2) Mindestimportkapazititen von 1,6 GW res pektive 1,7 GW berticksichtigt.

Alle weiteren Kuppelkapazititen sind durch einen festen Wert charakterisiert.
Flow Based-Region

Zunichst wird eine initiale Marktsimulation mit der herkémmlichen NTC-Methodik durchgefihrt. Hierzu
werden fiir alle Gebotszonengrenzen, die per Flow-Based-Methode bewirtschaftet werden, NTC-Werte ange-
nommen, die eine erste Abschitzung der zu erwartenden Flow-Based-Handelskapazititen darstellen. Die Er-
gebnisse dieser initialen NTC-Marktsimulation werden genutzt, um eine Lastflus sberechnung durchzufiihren

Sodann zeigen sich die Leitungsbelastungen, die basierend auf der in der NTC-Marktsimulation ermittelten
Handelssituation auftreten wiirden.

Anhand dieser Ergebnisse wird fiir jedes Netzelement bestimmt, welche (n-1)-Ausfille zu einem signifikanten
Anstieg der Auslastung fiihren. Die ermittelten Kombinationen aus Netzelementen und kritischen Ausféllen
bildendie sogenannten potenziellen CNECs (Critical Network Element and Contingency, CNEC).

Als kritische Netzelemente (Critical Network Element) werden fir beide Betrachtungszeitraume marktgebiets-
ibergreifende und -interne Netzelemente der 220 kV-Spannungsebene und hoher berticksichtigt. Fir 6stliche
Marktgebiete (CZ, HU, PL, SI, SK) der Core-Region werden jedoch vereinfachend auss chlieRlich Grenzkuppel-
leitungen und interne Netzelemente der Spannungsebene 380 kV betrachtet.

Im nichsten Schritt wird je Netzknoten bestimmt, wiesich die Anderung der Wirkleistungseins peisung an die-
sem Netzknoten auf den Wirkleistungsfluss tiber alle anderen Netzelemente auswirkt. Diese sogenannten no-
dalen Power Transfer Distribution Factors (PTDFs) werden fiir s pezifische Ausfallsituationen (d. h. allerim vo-
rausgehendem Schrittidentifizierter potentieller CNECs) ermittelt.
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Anschliefiend werden die sogenannten Generation Shift Keys (GSKs) fiir jede Gebotszone und jeden Netznut-
zungsfall ermittelt. Der GSK ist eine lineare Abschitzung dartiber, wiesich eine Anderung in der Nettoposition
einer Gebotszone auf die Einspeisung der sichin der Gebotszone befindlichen Kraftwerke auswirkt.

Imnichsten Schritt werden durch Multiplikation der zuvor errechneten nodalen PTDFs und der GSKs die zo-
nalen PTDFs berechnet. Aus dieser Multiplikation ergibt sich, welche Auswirkungen eine Anderung der Netto-
position einer Gebotszone (z. B. Deutschland/Luxemburg) auf den Wirklastfluss auf einzelnen Netzelementen
in Kombination mit einer Ausfallsituation (CNEC) hat.

Anhand der zuvor berechneten zonalen PTDFs kénnen nun die marktsensitiven CNECs bestimmt werden. Ein
CNEC giltdannals marktsensitiv,wenn eine Veranderung der Nettopositionen zu einer signifikanten Las tflus-
sdnderung fithrt. Ein CNEC istimmer dann marktsensitiv, wenn es fiir die betrachtete Kombination aus kriti-
schem Netzelement und Ausfall (sowohl intern als auch grenziiberschreitend) mindestens eine Kombination
von Gebotszonen gibt, deren Handelsdnderung sich mit mindestens 5 % auf die Auslastung des CNECs auswirkt
(Zone-to-Zone PTDF = 5 %).

Danach wird der Einsatz der Phasens chiebertransformatoren so angepasst, dass diese zuséitzlichen Handelska-
pazititen zwischen den Marktgebieten ermoglichen. Anschlieflend wird der Wirkleistungsfluss je CNEC ohne
jeglichen kommerziellen Austausch in der Flow-Based-Region berechnet. Nun kénnen die tatsdchlich dem
Handel zur Verfiigung stehenden Kapazititen je CNEC und Netznutzungsfall bestimmtwerden. Diese berech-
nen sich aus der Differenz zwischen den maximalen Ubertragungskapazititen der CNECs und den Fliissen in
der Situation ohne kommerziellen Austausch.Ist dieser Wert niedriger als die geforderte Mindestkapazitit, so
wird der RAM des CNEC im Berechnungsverfahrenkiinstlich erhoht.

Abschliefiend kann nun fiir jeden Netznutzungsfall die sogenannte Flow-Based Domain bestimmt werden
Diese definiert durch die zonalen PTDFs und die RAM-Werte aller marktsensitiver CNECs den Losungsraum
fiir mogliche Kombinationen aus kommerziellen Austauschen (Handelsgeschiften) in der Flow-Based-Region
Ineinem letzten Schritt fiir die Bestimmung der endgiiltigen Flow-Based Domain miissen noch etwaige Lang-
fristkapazititen an einzelnen Gebotszonengrenzen Berticksichtigung finden. Falls die bereits vergebenen Lang-
fristkapazititen nicht durch die bestehende Domain gedeckt sind, wird die Domain ents prechend erweitert.

Als Ergebnis kann nun eine Flow-Based Marktsimulation durchgefiihrt werden, welche fiir Handelsaustausche

innerhalb der Flow-Based-Region die relevanten Netzrestriktionenin Form der Flow-Based-Domains und an
allenanderen Grenzen die zuvor parametrierten NTC-Werte berticksichtigt.

In der aktuellen Systemanalyse wurden die Vorgaben des Clean Energy Packages zu Mindestkapazititeninso-
fern berticksichtigt, als siezum Stand November 2021 die Entwicklungenin den einzelnen Mitgliedstaatenbe-
kannt waren. Fiir Deutschland wird der vorliegende Aktions plan berticksichtigt. Fiir die initiale Marktsimula-
tion werden daher fiir den Zeithorizont (t+1)40,8 % und (t+2) 50,5 % angesetzt.

In Bezug auf die bestehenden HGU-Verbindungen wurde fiir die initiale NTC-Marktsimulation folgende Me-
thodik angewandt: Im Jahreslauf werden 100 % der Kapazitit fiir den Handel zur Verfiigung gestellt, in der
Grenzsituation werden die Kapazititen auf den HGU auf 70 % beschrinkt. Die Kapazititen zwischen Deuts ch-
land und Skandinavien werden in DE-Importrichtung weiter eingeschrénkt. Die Ermittlung der in dieser Trans-
aktionsrichtung freizugebenden Kapazititen erfolgt durch Interpolation zwischen einem Startwert und dem
Clean Energy Package (CEP)-Zielwert von 70 %. Damit ergibt sich fiir Importe {iber Baltic Cable (DE-SE)in (t+1)
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55,7 %, in (t+2) 60,5 %. Fiir NordLink (DE-NO) werden Importkapazititen von 35,0 % und 46,7 % fur (t+1) res-
pektive (t+2) berlicksichtigt. Kontek (DE-DKE) erfiillt bereits die Anforderungen des CEP und damit gelten hier
auchin Importrichtung immer 70 %.

Die innerhalb der Flow-based Region befindliche HGU-Verbindung ALEGrO (DE-BE) besitzt keine eindeutig
ent- oder belastende Wirkung. Daher wird sowohl in Ex- als auch in Importrichtung das Maximum aus bereits

zugesicherter Langfristhandelskapazitit (LTA) und minR AM angesetzt und die freizugebene Kapazitit ents pre-
chend begrenzt.

Fiir die nachfolgende Parametrierung Flow-Based Kapazitdtsberechnung wird, wieobenbeschrieben, der deut-
sche Aktionsplan beriicksichtigt. AuRerdem werden fiir die Niederlande, Osterreich und Polen Werte (fiir t+1
und t+2) gemift denvorliegenden Aktionsplanen berticksichtigt. Derogations anderer Mitgliedsstaaten werden
aufgrund fehlender Informationen nicht abgebildet. Indiesen Féllen wird ein Wert von 70 % minRAM antizi-
piert.

13.5 Annahmen zur Netzlast

Wichtige Eingangsparameter der Marktsimulation sind der Verlauf und die Hohe der Lasten in Deutschland
und im europdischen Ausland.

Die Grundlage fiir die Lastannahmen der im Winterhalbjahr liegenden synthetischen Grenzsituationen bildet
der Wochenverlauf der zweiten Januarwoche (Netznutzungsfall (NNF) 169 - NNF 336) des Jahres 2012. Dieser
bildet die Grundlage fiir den Starklast-Starkwind-Fall und ist gekennzeichnet durch eine sehr hohe Windener-
gieeinspeisung in Deutschland und eine hohe Lastgleichzeitigkeit in Europa. Der historische Wochenverlauf
wird an die zu untersuchenden zuktnftigen Zeithorizonte (2022/2023 bzw. 2023/2024) angepasst, indem das
Maximum der Wochenlast auf die jeweils angenommene Starklast skaliert wird.

Imersten Schritt wird der zu erwartende Stromverbrauch prognostiziert. Diesersetzt sich aus konventionellen
und neuen Stromanwendungen zusammen.

Konventionelle Stromanwendungen:
e Industrie

e Haushalt
o Gewerbe, Handel und Dienstleistungen
e Verkehr

e  Umwandlungssektor

Neue Stromanwendungen:
e Grofverbraucher (u. a. Rechenzentren)
e Haushaltswirmepumpen
o Elektromobilitit
e Power to Heat (Growarmepumpen, Elektroheizer)
e Power to Gas (Wasserstoff, Methan)
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Anschliefiend wird der konventionelle Stromverbrauch auf die Lastzeitreihe aus dem Jahr 2012 skaliert Das
(Wetter-)Jahr 2012 wird auch zur Simulation der Eins peisung der Erneuerbaren Energien und der daraus resul-
tierenden Residuallast genutzt, um eine konsistente Modellierung zu erhalten. Da die neuen Stromanwendun-
gen nicht oder nur in geringem Umfang im Lastportfolio des Jahres 2012 vorhanden waren, konnen sie nicht
wie die konventionellen Anwendungenandie Lastaus 2012 skaliert werden. Diese Lastverlaufe missen daher
individuell generiert werden. So wird bspw. fiir Haushaltswarmepumpen auf Grundlage des Temperaturver-

laufs des Jahres 2012 der sttindliche Einsatz modelliert. Im letzten Schritt werden die einzelnen Jahreslastver-
laufe aufsummiert und bilden somit den gesamten Jahreslastverlauf.

Die Grundlage zur Prognose der auslindischen Lasten bildet eine Abfrage bei den auslindischen Ubertragungs-
netzbetreibern. Die auslindischen Lastzeitreihen entstammen der Datenbasis vom Verband der Européischer
Ubertragungsnetzbetreiber, diediese nach einer neuen Methodik konsistent fiir alle Marktgebiete und das Sze-
nariojahr 2022 auf Basis des Wetterjahres 2012 hergeleitet haben. Diese wurdenim Rahmen des ERAA2021 sei-
tens der Ubertragungsnetzbetreiber gepriift.

Durch die Zugrundelegung der Wochen- und Jahresverldufe ist es moglich zu berticksichtigen, dass Maximal-
lasteninder Realititin den einzelnen europiis chen Lindern zu unterschiedlichen Zeiten auftreten.

13.6 Redispatch 2.0

Seitdem 1. Oktober 2021 miissen Anlagen zur Erzeugung oder Speicherung von elektrischer Energie einschlief}-
lichvon EE-und KWK-Anlagen mit einer Nennleistung von mindestens 100 kW oder einer jederzeitigen Fern-
steuerbarkeit durch einen Netzbetreiber als Redispatch-Potentiale mitberticksichtigt werden. Zudem sind ab-
weichend zuderin§ 13 Abs.1 Satz 1 EnWGstatuierten Einsatzreihenfolgebei strom- und s pannungsbedingten
Anpassungen der Wirkleistungserzeugung oder des Wirkleistungsbezugs von mehreren geeigneten Mafinah-
mennach§ 13 Abs.1 Satz 1 Nr. 2 und 3 EnWGdie Malnahmen auszuwaihlen, die voraussichtlich ins gesamt die
geringsten Kosten verursachen. Dieses erweiterte und netziibergreifend optimierte System wirdals Redispatch
2.0 bezeichnet und wurde mit der Novelle des "Netzausbaubeschleunigungsgesetzes Ubertragungsnetz"
(NABEG 2.0), das am 17.05.2019in Kraft getretenist, beschlossen. Die in diesem Kontext verdffentlichten Fest-
legungen der Bundesnetzagentur* spezifizieren die gesetzlichen Vorgaben weiter. Besonders hervorzuheben ist
in diesem Zusammenhang die Mindestfaktor-Festlegung vom 30. November 20205, mit der die UNB unter an-
derem dazu verpflichtet wurden, die kalkulatorischen Preisei.S.v.§ 13 Abs. 1a, 1bund 1¢c EnWGfiir die Abrege-
lung von EE-Strom und wirmegekoppelt erzeugtem KWK-Strom sowie fiir das Hochregeln der Netzreserve
jeweils mit Wirkung ab dem 1. Oktober eines jeden Kalenderjahres zu bestimmen.® Die kalkulatorischen Preise
sind jeweils zum 1. September eines jeden Kalenderjahres zu veréffentlichen.

4 Festlegungsverfahren zur Informationsbereitstellung fiir Redispatch-Manahmen (BK6-20-061); Festlegungsverfahren zur Netzbetrei-
berkoordinierung bei der Durchfiihrung von Redispatch-MaRnahmen (BK6-20-060); Festlegungsverfahren zum bilanziellen Ausgleich
von Redispatch-Mafinahmen sowie zu massengeschiftstauglichen Kommunikationsprozessen im Zusammenhang mit dem Datenaus-
tausch zum Zwecke des Redispatch (BK6-20-059); Festlegung von niheren Bestimmungen im Zusammenhang mit den Mindestfakto-
ren (Mindestfaktor-Festlegung Az. PGMF-8116-EnWG § 13j).

5 Festlegung von niheren Bestimmungen im Zusammenhang mit den Mindestfaktoren (Mindestfaktor-Festlegung Az: PGMF-8116-
EnWG § 13j) vom 20.11.2020.

6 Aufrufbar unter: https://www.netztransparenz.de/EnWG/Redispatch/Kalkulatorische-Preise
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In der zum 8. Mirz 2022 vorgelegten Systemanalyse der Ubertragungsnetzbetreiber wurden die Anforderung
des Redispatch 2.0 wie folgt unterstellt: Fiir die Modellierung der Betrachtungszeitraume t+1 und t+2 wurden
die Strafkosten fiir die Abregelung von EE-Anlagen geméf? der Mindestfaktorfestlegung der Bundesnetzagentur
definiert. Dabei wurden auch die kalkulatorischen Preise fiir EE-Strom, wirmegekoppelten KWK-Strom und
Netzreserve-Anlagen zugrunde gelegt.

Zudem wird das Redispatch-Potential ab einer Anlagengréfle von 10 MW gemif? der Kraftwerkseinsatzplanung
(KWEP) fiir konventionelle Anlagen mit Ausnahme von KWK-Anlagen berticksichtigt. Selbiges gilt fiir die Re-
dispatch-Potentiale von Windkraft und PV-Anlagen. Dagegen wurden mangels Kenntnis der Ubertragungs-
netzbetreiber oder aufgrund technischer Restriktionen keine Redispatch-Potentiale vonkonventionellen An-
lagen unter 10 MW, von KWK- und von Biomasse-Anlagen sowie von Laufwasserkraftwerken berticksichtigt
Die mangelnde Kenntnis der Ubertragungsnetzbetreiber resultierte daher, dass im Rahmen der entsprechenden
Abfrage der Ubertragungsnetzbetreiber zum 1. November 2021 keinerlei Potentiale seitens der ents prechenden
Anlagenbetreiber gemeldet wurden. Zudem ist es bei wirmegefiihrten Kraftwerken wie KWK-Anlagen nicht

oder nur unter extrem schwierigen Bedingungen moglich zu prognostizieren, Giber welche Senken die beim
Redispatch-Einsatz ebenfalls erzeugte Warme abgefiihrt werden kann.

14 Marktsimulation

Wie zuvor beschrieben, wird auf Grundlage des Wetterjahres 2012 die stundens charfe Erzeugungsleistung der
Erneuerbaren Energien Anlagen simuliert und darauf aufbauend die Residuallast ermittelt.

Welche konventionellen Erzeugungsanlagen zur Deckung der Residuallast zum Einsatz kommen, hingt maf3-
geblich von den Einsatzkosten konventioneller Kraftwerke ab. Die Einsatzkosten entsprechen den variablen
Stromerzeugungskosten und umfassen u. a. Brennstoffkosten und Kosten fiir CO2-Zertifikate sowie fiir Start-
vorginge. Auf Basis der variablen Stromerzeugungskosten jedes einzelnen Kraftwerks kann die kostenoptimale
Einsatzreihenfolge der Kraftwerke (,Merit Order®) ermittelt werden. Zudem werden technische Restriktionen
der Kraftwerke, wie zum Beispiel die Mindestleistung von Kraftwerksblécken oder Must-run-Bedingungen
(zum Beispiel zur Warmeerzeugung bei KWK-Anlagen), berticksichtigt.

15 Netzanalysen

Fiir alle Stunden des Jahreslaufs sowie fiir die Grenzsituation wird jeweils eine Lastflussberechnung durchge-
fiihrt und untersucht, ob es im Héchstspannungsnetz zu Uberlastungen auf Leitungen und Transformatoren
(inkl. ausgewihlten Transformatorenins 110 kV-Netz) kommt. Neben den Lastflussberechnungen fiir den Nor-

malfall werdenauch Ausfille einzelner Leitungen ((n-1)-Sicherheit) und in der Grenzsituation zusatzlich rele-
vante Mehrfachfehler (EC-Sicherheit) untersucht.

Treten Uberlastungen auf, werden Mafinahmen zur Herstellung eines sicheren Netzzustands’ eingeleitet. In der
Grenzsituation wird zunéchst geprift, ob Netzengpésse durch topologische Mafinahmen (wie z. B. Sonder-
schaltzustinde) beseitigt werden konnen. Dieser Schritt wird ggfs. auch fiir aus gewiahlte Stunden des Jahreslaufs
durchgefihrt, in denen ebenfalls ein sehr hoher Redispatchbedarf vorliegt.

7 Unter einem sicheren Netzzustand wird derjenige Zustand verstanden, bei dem keine Betriebsmitteliiberlastungen eintreten und die

zuldssigen Spannungsbereiche eingehalten werden.
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Sollten diese Mafinahmen nicht ausreichen, modifizieren die Ubertragungsnetzbetreiber in den Netzanalysen
in einemiterativen Prozess sowohl die Stufung der Phasens chieber- und Schrigregeltransformatorenals auch
die Fahrweise von Erzeugungsanlagen. Dabei werden konventionelle Kraftwerke und Erneuerbare-Energiean-
lagen, die die identifizierten Netzengpisse belasten, inihrer Erzeugung abgesenkt. Gleichzeitig werden konven-
tionelle Kraftwerke, die eine netzentlastende Wirkung haben, hochgefahren. Dadurch wird die Leistungsein-
senkung zur Einhaltung der Leistungsbilanz kompensiert.

Zur Behebung unzulissiger, grenzwertverletzender Betriebszustinde im Ubertragungsnetz werden nacheinan-
der verschiedene Gruppenvon Kraftwerken herangezogen. Zunachst wird die Erzeugungsleistung von konven-
tionellen Kraftwerken erhoht, die zwar am Markt anbieten, aber im konkreten Netznutzungsfall nicht oder
nichtvollstindig einspeisen. Zusitzlich werden hier Kraftwerke in Osterreichim Umfang von maximal 1,5 GW
zum Redispatch eingesetzt, die aufgrund der deuts ch-Osterreichischen Redispatchkooperation gesichert fiir sol-
che Einsitze zur Verfiigung stehen. Diese Kraftwerke senken den Gesamtredispatchbedarf und damit den Netz-
reservebedarf deutlich, da sie auf die Netzengpisse an der deutsch-6sterreichischen Grenze sowie in Stid-
deutschland wirken. Falls verfiigbar, besteht aufierdem die Moglichkeit, den Leistungsbezug von Pumps pei-
chern im Pumpbetrieb einzusenken. Auf eine Erzeugung aus Pumpspeichern wird aufgrund der begrenzten
Speichervolumina nicht zurtickgegriffen.

Verbleiben dann noch unzulissige, grenzwertverletzende Betriebszustinde im Ubertragungsnetz, werden Re-
dispatchmaffnahmenmitbereits kontrahierten und potentiellen deuts chen Netzreserveanlagen, sowie Kapazi-
titsreserveanlagen durchgefiihrt. Sollten diese ebenfalls nicht ausreichen, um die Netzengpisse zu beheben,
wird Redispatch mit weiteren Kraftwerkenim Ausland durchgefiihrt, bis sichin der Lastflussrechnung ein zu-
lassiger, (n-1)- bzw. EC-sicherer Systemzustand einstellt. Die konkrete Auswahl derjeweils zum Redispatch her-
angezogenen einzelnen Kraftwerke erfolgt anhand von Effizienzkriterien, d. h. je kosteneffizienter ein Kraft-
werk einen Engpass entlastet, desto eher kommt es beim Redispatch zum Einsatz.

Die Summe aus dem Netzreservebedarf aus auslindischen Kraftwerken und der Leistung der kontrahierten und
potentiellen deutschen Netzreservekraftwerke ergibt den Netzreservebedarf jeder Stunde. Fiir die Systemsi-
cherheitinallen Stundenkannes jedoch, wie bereits beschrieben, notwendig sein, weitere, regional anders ver-
teilte Reservekraftwerke im Redispatch einzusetzen. Dahererginzen gegebenenfalls Netzreservekraftwerke, die
in den Grenzsituationen nicht, im Jahreslauf aber durchaus zur Erhaltung der Netzsicherheit notwendig sind,
den Netzreservebedarf.

16 Spannungsanalysen

Neben dem Redispatchbedarf wird von den Ubertragungsnetzbetreibern im Rahmen der jahrlichen System-
analysenseitdemJahr 2020 auch untersucht, ob und in welchem Mafie ein zus tzlicher Bedarf an Blindleistung
zur Spannungshaltung erforderlichist. Durch die zunehmenden Trans portentfernungen im Ubertragungsnetz
entsteht ein zusétzlicher Blindleistungsbedarf. Gleichzeitig geht mit der Reduktion von konventioneller Erzeu-
gung im deutschen Kraftwerkspark eine Reduktion der Synchrongeneratoren einher, die den Blindleistungs-
bedarf ohne besonderen Zusatzaufwand gleichzeitig mit dem Wirkleistungsbetrieb bereitstellen konnen. Daher
erwarten die Ubertragungsnetzbetreiber eine Zunahme von spannungsbedingtem Redispatch. Seit der System-
analyse 2020 wird deshalb auch der Blindleistungshaushalt der deutschen Netzgruppen in beiden Betrach-
tungszeitriumen untersucht.
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ImVergleichzu denletztjdhrigen Systemanalysen wurde fiir die aktuellen Berechnungen die Redispatch-Opti-
mierung so angepasst, dass diese das Wirkleistungsverhalten der Verteilnetze realititsnidher abbildet als bisher.
Mit der daran ankniipfenden Blindleistungsprognose wird dann das Wirk- und Blindleistungsverhalten der
Ubergabestellen an das Hochsts pannungsnetz dem tatséichlichen Netzverhalten stirker ents prechen. Hierauf
aufbauend werden die Spannungen im Jahreslauf optimiert und in ausgewéhlten kritischen (Grenz-)Situatio-
nen gepriift. Diese qualitative Spannungsanalyse basiert dabei auf den betrieblichen Erfahrungen der Ubertra-
gungsnetzbetreiber, die fiir 2022 /2023 eine Beschreibung der Spannungssituationin verschiedenen Netzgebie-
ten umfasst und eine Risikobewertung enthilt. Diese Risikobewertung stellt die Einschéitzung dar, inwiefern
mit Problemenbzgl. der Spannungshaltung/-Stabilitit zu rechnenist, wenn das jeweilige Kraftwerk nicht mehr
zur Verfiigung steht. Einhohes Risikobedeutet dabei, dass das Kraftwerkaus Griinden der Spannungshaltung
unerlisslichist. Bei einem mittleren Risikowird das Kraftwerk regelmaflig oder gelegentlich zum s pannungs-
bedingten Redispatch eingesetzt, fiir den spannungsbedingten Redispatch als notwendig erachtet oder es stellt
die Reserve bei Stillstinden und Revisionen anderer Kraftwerke. Bei einem geringen Risiko ist das Kraftwerk
zur Spannungshaltung nicht zwingend erforderlich, da sich beispielsweise weitere Kraftwerksblocke an dem
Standort befinden oder der Einfluss auf die Spannung im Héchstspannungsnetz durch einen Anschluss des
Kraftwerks auf der 110kV Ebene begrenztist. Eine abschliefRende Bewertung der Spannungssituation kann auf
Grundlage dieser Berechnungen jedoch nicht erfolgen, weswegen die Ubertragungsnetzbetreiber aufgefordert
sind, weitergehende Untersuchungen anzustellen und diese spétestens in die nichste Systemanalyse zu integ-
rieren.

17 Inden Systemanalysen beriicksichtigte Risiken

Die kritischen Grenzsituationen bestehen aus einer Kombination mehrerer kritischer Faktoren:

Starkwind: In den beiden Betrachtungszeitriumen werden ausgewdébhlte, netztechnisch potentiell kritische
Wettersituationen betrachtet. Zu den berticksichtigten Wettersituationen zihlen erfahrungsgemaf insbeson-
dere Starkwindphasen. Diese haben sich in den vorangegangenen Systemanalysen und in der betrieblichen Pra-
xis der Ubertragungsnetzbetreiber als besonders kritisch herausgestellt und werden auch in diesen Systemana-
lyseninden Grenzsituationen abgebildet. Das Ausmaf? der kritischen Wettersituationen wurde noch verschérft,
indem angenommen wurde, dass in Starkwindphasen eine Windenergieeins peisung in Héhe der maximalen
Windenergieeins peisung der letzten Jahre® eintritt.

Starklast: Es wurde des Weiteren angenommen, dass wihrend einer Starkwindphase hohe Lastenin Deutsch-
land und dem angrenzenden Ausland auftreten. Die sokonstruierte Grenzsituationist der Starkwindfall (maxi-
male Windenergieeinspeisung, wenig bis keine PV-Einspeisung und sehr hohe Lasten). Er umfasst damit realis-
tische Auspriagungen von Last und Erneuerbarer Einspeisung, die die Ubertragungsnetzbetreiber aus der be-
trieblichen Praxis kennen.

Des Weiteren wird auch das Risikovon Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten ents prechend bewertet: Die Nichtver-
figbarkeit von Kraftwerkenin Stiddeuts chland (zum Beispiel aufgrund von Ausfillen oder Revisionen)ist ein
hohes Risiko fiir eine sichere Stromversorgung. Daher wird angenommen, dass eine grofiere Anzahl von Kraft-
werkenim Stiden Deutschlands nicht verfiigbar sind, wihrend im Norden eine hohe Verfiigbarkeit vorherrscht

8 Diese maximale Windenergieeinspeisung (gemessen in der Einspeisung in GW pro installierte Leistung in GW) wurde auf die installierte

Windleistung hochskaliert, die fiir die zwei Betrachtungszeitraume prognostiziert wird.
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Durchdiese Pramissen wird sichergestellt, dass auchim Falle einer gréfieren Anzahl von gleichzeitigen R evisi-
onen oder Ausfilleneine ausreichende Anzahl von Netzreservekraftwerken zur Verfiigung steht.

Zudem wird eine Nichtverfiigbarkeit von Netzreservekraftwerken untersucht. Nach der Bestimmung des ro-
busten Netzreservekraftwerksportfolios wird die Grenzsituation dahingehend nochmals untersucht, ob bei ei-
ner Nichtverfiigbarkeit eines Netzreservekraftwerks zusétzliche Netzreservekraftwerke benétigt werden. Diese
Untersuchung wird fiir jedes einzelne Kraftwerk des robusten Netzreservekraftwerksportfolios vorgenommen

Nebenden Ausfillen eines einzelnen Netzelements (n-1) finden auch systemrelevante Mehrfachfehler nach § 2
Abs. 2 NetzResV Berticksichtigung in der Systemanalyse. Unter systemrelevante Mehrfachfehler fallen soge-
nannte aulRergewohnliche Ereignisse (Exceptional Contingencies), beidenen sich ein Fehlereintritt systemseitig
Uiber die urspriingliche Regelzone hinweg auswirkt und fortsetzt. Oft sind dies Ausfillevon mehreren Netzele-
menten gleichzeitig, z. B. der Ausfall beider Systeme einer Doppelleitung, der bei Mastumbriichen auftreten
kann. Dabei verliert das Ubertragungsnetz schlagartigin einem erheblichen MafRe Ubertragungsfihigkeit. Das
kann zur Folge haben, dass weitere Leitungen iberlastet werden und ausfallen. In Folge dessenkénnen wie in
einer Kaskade weitere Leitungsausfille und iberregionale Versorgungsstdrungen auftreten. Die Beherrschung
von Exceptional Contingencies ist eine Vorgabe der européischen System Operation Guideline.

Trotz aller zuvor genannten Risikoabwagungen beruht die Reservebedarfsermittlung immer auf einem als kri-
tisch, aber realistisch einzustufenden Mix von potentiellen Szenarien und kann keine exakte Vorhersage der
tatsichlich eintretenden Verhiltnisse sein. Somit wird nicht notwendigerweise jede theoretisch denkbare Situ-
ation beriicksichtigt. Wenn eine Situation bisher nicht aufgetreten ist oder von den Ubertragungsnetzbetrei-
bernnichtals potentielles Risikoerkannt wird, kann siefolglich auch nichtin der Systemanalyse berticksichtigt
werden. Die Ubertragungsnetzbetreiber fithren jedoch jedes Jahr umfassende Analysen durch, um potentiell
kritische Netzsituationen zuidentifizieren und zu untersuchen.

Um trotz Prognoseunsicherheiten ein moglichst hohes Sicherheitsniveau zu gewihrleisten, wird beibekannten
Unsicherheiten und Einschitzungsspielriumen - insbesondere bei den Eingangsparametern - immer die si-
cherere Variante gewahlt. Dadurch soll sich ein Reservebedarf ergeben, der ausreichend Sicherheitspuffer mit
sichbringt, um auch bisher unbekannte Risiken abdecken zu konnen.

Trotz der getroffenen Vorsorgemafinahmenim Bereich der Elektrizititsversorgungssicherheit verbleiben Reest-
risiken. Absolute Sicherheit im Energieversorgungssystem konnte in der Vergangenheit nicht garantiert wer-
den und wird auchinder Zukunft nicht garantiert werden kdnnen. So greift das Konzept der Netzreservekraft-
werke nur, wenn den Ubertragungsnetzbetreibern noch ausreichend Reaktionszeit verbleibt, um auf ein Netz-
problem durch das Hochfahren von Kraftwerken zu reagieren. Dies setzt voraus, dass die kritischen Netzsitua-
tionen mitausreichendem Vorlauf prognostiziert werden, um die Hochfahrents cheidungen unter Berticksich-
tigung der technischen Restriktionen der Kraftwerke sachgerecht treffen zu kénnen.

18 Vorgehen bei der Priifung der Systemanalysen

Die Bundesnetzagentur hat die Eingangs parameter und die von den Ubertragungsnetzbetreibern angewandte
Methodik plausibilisiert sowie die M odellierungsergebnisse von Netz- und R edis patchberechnungen gepriift.

Die Bundesnetzagentur priift zunédchst, in wie weit die vorher abgestimmten Eingangsparameter in den Simu-
lationen abgebildet werden. Anschlieffend werden die Marktergebnisse von der Bundesnetzagentur auf Plausi-
bilitat hinsichtlich Handelsfliissen, Kraftwerkseinsatz, Grenzkosten und weiterer Variablen gepriift.
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Aus den Ergebnissen der Marktsimulation werden die Eingangsdaten, wie z. B. der Kraftwerks-oder Speicher-
einsatz, fiir die Netzberechnungen gewonnen. In den Netzberechnungen werden die Auslastungen aller Netze-
lemente im Grundlastfluss, im (n-1)-Fall sowie bei auRRergewohnlichen Fehlerereignissen (EC-Falle) ermittelt
Auftretende Uberlastungen kénnenim Modell durch topologische Manahmen oder den Einsatz von effizien-
ten Redispatchmafinahmenbehoben werden. Die Netz- und Redispatchberechnungen werden fiir die synthe-
tische Woche sowie fiir den Jahreslauf durchgefiihrt, sodass im Anschluss der Redispatchbedarf anhand der
hochsten eingesetzten Redispatchmengen aus Netzreservekraftwerken ermittelt werden kann. Hierbei ist an-
zumerken, dass aufgrund der Vermaschung des Netzes eine Zuordnung von Maffnahmen auf einzelne engpass-
behaftete Netzelemente nicht moglichist.

Fiir die Priifung der Lastfluss- und Redispatchberechnungen werden sowohl Skripte zur automatisierten Aus-
wertung von Ergebniszeitreihen eingesetzt als auch zusatzliche manuelle Kontrollen auf Konsistenz aller Er-

gebnisse zu ausgewéihlten Zeitpunkten durchgefiihrt. Zu diesem Zweck wird die notwendige Hard- und Soft-
ware vorgehalten, um die Berechnungen fiir Priifungen selbst durchfiihren zu kénnen.

Soweit die Bundesnetzagentur das Erfordernis herausarbeitet, Korrekturen an den Ergebnissen der Systemana-
lysenvorzunehmen, sind diese in den nachfolgend dargestellten Ergebnissen umgesetzt.

2 Redispatchbedarf und dessen Deckung

Fiir die Bestimmung des Redispatchbedarfs wird zunichst betrachtet, ob dieser durch am Markt agierende
Kraftwerk gedeckt werdenkann. Deren Betreiber sind nach §§ 13 Abs.1S. 1und 13a Abs. 1 EnWGverpflichtet,
ihre Einspeisung auf Verlangen der Ubertragungsnetzbetreiber anzupassen. Ist dieses Potential nicht ausrei-
chend, besteht dem Grunde nach ein Bedarf an Bereitstellung dieser Leistung durch Kraftwerke der Netzre-
serve. Inder betrieblichen Praxis der Ubertragungsnetzbetreiber kommen zwar mitunter auch andere, kurzfris-
tigere Mafinahmen zur Bedarfsdeckung wie etwa Countertrading in Betracht. Solche kurzfristig im Day-Ahead-
oder Intraday-Markt verfiigbaren Potenziale werden bei der Modellierung jedoch nicht berticksichtigt, da sich

diese weder fiir denJahreslauf nochin der Voraussicht auf eine konkrete Einzelsituation als gesichert unterstel-
lenlassen.

§ 13d EnWG und die NetzResV sehen im Grundsatz zwei verschiedene M 6glichkeiten vor, um den Netzreser-
vebedarf zu decken: Die freie Kontrahierung von Anlagenim Inland oder européischen Ausland als Netzreser-
vekraftwerke oder die Aufnahme vonim Inland vorldufig oder endgiltig stillzulegenden Anlageniiber das Re-
gime von§ 13b Abs.4 und 5 EnWG, deren Systemrelevanzausweisung durch die Ubertragungsnetzbetreiber von
der Bundesnetzagentur bestitigt wurde, sodass diesen Anlagen die Stilllegung verbotenist. Allerdings bestimmt
§ 13d Abs.3 EnWGauch fiir die zuletzt genannten Anlagen, dass die Bildung und der Einsatz unbeschadet der
gesetzlichen Verpflichtung aus § 13b Abs.4 oder 5 EnWG auf Grundlage des Abschlusses von Vertriagen zwi-

schen Ubertragungsnetzbetreibern und Anlagenbetreibern in Abstimmung mit der Bundesnetzagentur nach
Mafigabe der Bestimmungen der NetzResV erfolgt.

Die Voraussetzungen fiir den Abschluss eines Vertrages mit dem Betreiber eines Kraftwerks im Inland oder
europiischen Ausland samt der Schweiz sindin § 5 NetzResV geregelt. Danach darf der Abschluss eines Vertra-
ges miteiner inldndischen Anlageinsbesondere nur dann erfolgen, wenn das ents prechende Kraftwerk materi-
ell systemrelevantistund der Betreiber sich verpflichtet, die Anlage bis zur endgiiltigen Stilllegung nicht mehr
am Energiemarkt einzusetzen. Weiterhin setzt der Vertragsschluss mit den Betreibern ausldndischer Kraft-
werke fiir die Netzreserve nach § 5 Abs. 3 NetzResV voraus, dassdie ausldndische Kraftwerksleistung als Reserve
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zur Losung der ermittelten Netzsicherheitsprobleme in Deutschland beitragt und die Bindung fiir den erfor-
derlichen Zeitraum gesichert ist. Zudem ist eine Abstimmung mit den zustindigen ausldndischen Behorden
vorzusehen, damit keine Einwinde im Hinblick auf die Kontrahierung der Anlage bestehen (z. B. aus Griinden
der Netzsicherheitim eigenen Land).

3 Netzreserve 2022/2023

Nach der Vorstellung der Methodik zur Ermittlung der Hohe der Netzreserve werdenim Folgenden die s pezi-
fischen EingangsgrofRensowie die ermittelte Netzreserve fiir den Winter 2022/2023 erldutert. Auch erfolgt eine
Darstellung, wie der ermittelte Netzreservebedarf gedeckt werden kann.

31 EingangsgroBender Systemanalysenfiir 2022/2023

Inder Systemanalyse wird der Starkwind/Starklast-Fall als potentiell kritischster Netznutzungsfallidentifiziert
(vgl. Abschnitt C1.2). Die Eingangsparameter, die der Systemanalyse fiir 2022 /2023 in diesem Netznutzungsfall
zugrunde gelegt werden, werdenim Folgendenbeschrieben.

31.1 Annahmen zur Netzlast

Im Folgenden werdendie Lastannahmen beschrieben, die fiir das Jahr 2022/2023 in der betrachteten Grenzsi-

tuation angenommen werden. Das Verfahren, mit dem diese Lastannahmenbestimmt werden, istin Abschnitt
C1.3.5 beschrieben.

Inder synthetischen Woche liegt die Hochstlastim NNF 282. Die synthetische Woche wird nun so skaliert, dass
die Hochstlast dersynthetischen Woche (88,9 GW) zeitlich mit der Hochstlast aus dem Jahr 2012 zusammenfllt
Die Hochstlast setzt sich aus der Nachfrage konventioneller und neuer Stromanwendungen (vgl. Abschnitt
C1.3.5)sowie denVerlusteninden Verteilnetzen zusammen.

Die Lasten, die im europaischen Ausland in 2022 /2023 angenommen werden, sind in Tabelle 5 abgebil det. Diese
Lastannahmen basieren auf Prognosen der Spitzenlast der auslindischen Ubertragungsnetzbetreiber bzw. auf
Werten des ERAA 2021 und werden entsprechend des Lastgangs der synthetischen Woche skaliert.
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Lastannahmenineinzelnen Netzregionen

Hochstlast[GW]
Belgien 13,2
Danemark - Ost 2,3
Danemark - West 3,6
Finnland 14,9
Frankreich 93,2
GrolRbritannien 56,3
Irland 53
Italien 52,0
Luxemburg 1,0
Niederlande 18,6
Nordirland 1,5
Norwegen 26,3
Osterreich 10,3
Polen 25,7
Portugal 8,1
Schweden 25,4
Schweiz 9,3
Slowakei 42
Slowenien 2,3
Spanien 39,6
Tschechien 10,4
Ungarn 6,7

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 5: Lastannahmen in den benachbarten Lindern in der Grenzsituation fiir das Jahr 2022/2023

31.2 Konventioneller Kraftwerkspark

In den Systemanalysen der Ubertragungsnetzbetreiber wird ein ents prechend parametrierter Kraftwerkspark
zu Grunde gelegt. Als relevante Kraftwerksparameter werden hierbei die technischen Daten, Angaben zum
Standort, (Nicht-)Verfiigbarkeiten, Betriebsmodi und Betriebszeitraume berticksichtigt.

Fiir den Winter 2022/2023 summiert sich der angenommene Kraftwerkspark Deuts chlands (In- und Ausland)
von im Markt befindlichen Kraftwerken ab einer Einspeiseleistung von 10 MW auf insgesamt 69,0 GW, siehe
Tabelle 6. Neben dem gesamten Regelblock Deutschlands werden auch Teile der 6sterreichischen und luxem-
burgischen (Wasser-)Kraftwerke mit Eins peisung in die deuts che Regelzone bertcksichtigt.
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Kraftwerkspark Deutschland im Winter 2022/2023°

Im Norden [MW] Im Siiden [MW] Summe[MW]

Steinkohle 6.259 5.660 11.919
Erdgas 17.550 8.003 25.553
Braunkohle 15.070 0 15.070
Pumpspeicherund

Speicherwasser 3.934 6.542 10.476
Sonstige 292 156 448
Kuppelgas 1.957 85 2.042
Mineral6lprodukte 1.398 473 1.871
Abfall 1.098 543 1.641
Summeim Markt 47.558 21.462 69.020

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 6: Kraftwerkspark Deuts chland (In- und Ausland) fiir den Winter 2022 /2023

313 Erneuerbare-Energie-Anlagen

Dieinden Systemanalysenzugrunde gelegteninstallierten Leistungen an Erneuerbare-Energie-Anlagen fiir
den Winter 2022/2023 werdenin Tabelle 7 beschrieben.

Installierte Leistungen Erneuerbare-Energie-Anlagen 2022/2023

WindanLand Windauf See PV Biomasse = Wasserkraft Sonstige Summe
56,9 GW 8,2 GW 65,0 GW 8,6 GW 3,9GW 0,4 GW 143,0GW

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 7: Annahmen zur installierten Leistung aus Erneuerbare-Energie-Anlagenim Winter 2022/2023

314 Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten

In der Marktsimulation wird berticksichtigt, dass ein Teil der Kraftwerke aufgrund von Revisionen oder tech-
nischen Defektennicht verfiigbar ist. Hierzu werden kritische Kombinationen von Kraftwerksnichtverfiigbar-
keiten auf Basis einer statistischen Auswertung der Daten aus der VGB-Statistik (2007-2016)° und weiteren
Auswertungen sowie bereits vorliegender Revisionsdaten ermittelt. Das Verfahren zur Bestimmung dieser
Kombinationen unter Beriicksichtigung unterschiedlicher Ausfallwahrscheinlichkeiten je nach verwendetem
Brennstoff wird in Abschnitt C1.3.3beschrieben.

Inder Systemanalyse wird fiir das Winterhalbjahr 2022/2023 in der bedarfs dimensionierenden Grenzsituation
Starkwind/Starklast angenommen, dass 3,7 GW an Kraftwerksleistung in der Region Siid, 1,8 GWin Osterreich

9 Dabei Erfassung des gesamten Regelblocks Deutschlands, d. h. Beriicksichtigung von Teilen der dsterreichischen und luxemburgischen

Wasserkraftwerke mit Einspeisung in die Regelzone Deutschland.

10 Vgl. VGB: Availability of Power Plants 2007-2016, Edition 2017, 20.11.2019
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und 3,3 GWinder Region Nord nicht verfiigbarsind. Die Region Stid umfasst Stiddeutschland (stidlich des 504.
Breitengrades), wihrend zur Region Nord die restlichen Teile Deutschlands gehtren. Auf Basis der in den Regi-
onen installierten Leistungen entspricht dies einem 5 %-Quantil in der Region Nord und einem 95 %-Quantil
in der Region Siid und in Osterreich.

Die Gesamtmenge an nicht verfiigbarer Kraftwerksleistung in denbeiden Regionen wird anhand der einzelnen

Primérenergietypen (Braunkohle, Steinkohle, Erdgas, Mineral6lprodukte, Abfall, Sonstige und Pumpspeicher)
auf die einzelnen Kraftwerksblocke verteilt.

Die Kraftwerkskombination, die fiir den Zeitraum 2022 /2022 im Szenario Winter (Starkwind/Starklast) als nicht

verflighar angenommen wird, ist mit den jeweiligen Einspeiseleistungenin Tabelle 8, Tabelle 9 und Tabelle 10
angegeben.

Annahmen zu Kraftwerksnichtverfiigbarkeitenin Region Nord

BNA-Nr. Kraftwerk Block Nichtverfiig-  Ausfallart Primirenergie

bare Leistung

[MW]
BNA0606 Emsland DT 327 Vollausfall Erdgas
BNA058a Knapsack Gas I GT 12 260 Vollausfall Erdgas
BNA0130 Kirchmoeser NV 160 Vollausfall Erdgas
BNA0136 HKW-Mitte GuD 74 Vollausfall Erdgas
BNA1818 Niehl3 Niehl31 460 Vollausfall Erdgas
BNA0442 Cuno HKW H6 72 Teilausfall Erdgas
BNA1404 Boxberg R 640 Vollausfall Braunkohle
BNA1028 Weisweiler H 251 Teilausfall Braunkohle
BNA0141 KW Mittelsbueren  GT 3 26 Teilausfall Mineralol
BNA0894c  IKS PCKSchwedt Block1SE1 106 Vollausfall Mineralol
BNAO0229 Waldeck 2 Maschine 5 80 Teilausfall Pumpspeicher
BNA0652 Markersbach PSS A 19 Teilausfall Pumpspeicher
BNA0443 Koepchenwerk Koepchenwerk 165 Vollausfall Pumpspeicher
BNA0086 Reuter West Reuter West D 122 Teilausfall Steinkohle
BNA1949 Datteln 4 4 538 Teilausfall Steinkohle
Summe 3.300

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 8: Annahmen zu Kraftwerksnichtverfligbarkeiten in Region Nord in dem bedarfsdimensionierenden
Szenario Starkwind/Starklastin2022/2023
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Annahmen zu Kraftwerksnichtverfiigbarkeitenin Region Siid

BNA-Nr. Kraftwerk Block Nichtverfiig- Ausfallart Primirenergie
bare Leistung
(MW]
BNA0626 KW Mainz KW3 284 Vollausfall Erdgas
BNA0626 KW Mainz KW3 150 Vollausfall Erdgas
BNA0745  Frankenl 2DT 387 Vollausfall Erdgas
BNA0745  Frankenl 2GT 53 Vollausfall Erdgas
BNA0018  HKW Altbach ALTGTC 81 Vollausfall Erdgas
BNA0015 HKW Altbach ALT GTE (solo) 65 Vollausfall Erdgas
BNA0995 Ulnch. Hartmann 4 90 Teilausfall Erdgas
(Irsching)

BNA1004 KW Walheim WALGTD 40 Teilausfall Mineraldl
BNA1092  Zolling GT1& GT2 34 Teilausfall Mineralél

Wehr Hotzen- .
BNA1019 Wehr wald B10 227 Vollausfall Pumpspeicher
BNA0046  Saeckingen Saeckingen 2 90 Vollausfall Pumpspeicher
BNA0567a KW Kuehtai KuehtaiMal 54 Teilausfall Pumpspeicher
BNA0975  RodundwerkII ROD2 M1 295 Vollausfall Pumpspeicher
BNA0983  PSW Vianden Maschine 2 100 Vollausfall Pumpspeicher
BNA0954  Luenerseewerk LUW M1 48 Vollausfall Pumpspeicher
BNA0S18b KemnafenDampt ppy g 834  Vollausfall  Steinkohle
BNA0646b GKM Block9 199 Teilausfall Steinkohle
BNA0O19 :ae('fhkraftwerk AL ALT Hkw 2 336 Vollausfall  Steinkohle
BNA0969b Nord?2 2 333 Vollausfall Steinkohle
Summe 3.700

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 9: Annahmen zu Kraftwerksnichtverfiigbarkeitenin Region Stid in dem bedarfsdimensionierenden Sze-
nario Starkwind/Starklastin2022/2023
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Annahmen zu Kraftwerksnichtverfiigbarkeitenin Osterreich

Kraftwerk Block Nichtverfiigbare = Ausfallart Primidrenergie
Leistung [MW]

Donaustadt 3 158 Teilausfall Erdgas

GUD Mellach 2 416 Vollausfall Erdgas

GUD Mellach 1 416 Vollausfall Erdgas

1 0 36 Teilausfall Mineralol

Hausling 1 1 180 Vollausfall Pumpspeicher

Hausling 2 2 114 Teilausfall Pumpspeicher

Limberg-IINO 1 21 240 Vollausfall Pumpspeicher

Limberg-IINO?2 22 240 Vollausfall Pumpspeicher

Summe 1.800

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 10: Annahmen zu Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten in Osterreich in dem bedarfsdimensionierenden
Szenario Starkwind/Starklastin2022/2023

315 Ubertragungsnetz

Das Ubertragungsnetz ist der wichtigste Eingangsparameter der Netzanalysen. Uber das Bestandsnetz (Stand
2021)hinaus sind fiir 2022 weitere Inbetriebnahmen von Leitungen und Anlagen geplant. Maffnahmen, die mit
grofler Wahrscheinlichkeitbis 31.10.2022 in Betrieb genommen werden sollen, werden fiir den Betrachtungs-
zeitraum (t+1)berticksichtigt.

Die Erweiterung und Ertiichtigung der bestehenden Netzinfrastruktur bedingt die temporire Nichtverfiigbar-
keit anderer Betriebsmittel. Im Rahmen einer sogenannten Freischaltplanung koordinieren die Netzbetreiber
langere Nichtverfligbarkeiten von Netzelementen aufgrund von Wartungsarbeiten an Kraftwerken, Leitungen
und Umspannanlagenfiir einJahr im Voraus. Unter Berticksichtigung dieser Planung und somit unter Bertick-
sichtigung dieser geplanten, langerfristigen Nichtverfiigbarkeiten erhéht sich entsprechend der Bedarf an Re-
dispatch. Fir die Grenzsituation 2022/2023 wird daher die aktuelle, bereits durch die Netzbetreiber erstellte
Jahresfreischaltplanung berticksichtigt. Die somit fiir die Grenzsituation 2022/2023 als geplant nichtverfiigbar
angenommenen Netzbetriebs mittelim deutschen Ubertragungsnetz werdenin Tabelle 11 dargestellt. Abschlie-
end liefert Abbildung 5 eine grafische Darstellung der geplant als nicht verfiigbar angenommenen Netzbe-
triebsmittel in Deutschland.
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Geplante Nichtverfiigbarkeitenvon Netzbetriebsmitteln

Nichtverfiigbare Betriebsmittel Netzelement Spannungsebene
Parchim/Siid - Giistrow 321 Stromkreis 220 kV
Hamburg/Ost - Hamburg/Siid 972 Stromkreis 380 kV
Wolmirstedt T403 Transformator 380/220 kV
Véhringen - Gundelfingen (GlinzburgSud) Stromkreis 380 kV
Kriegenbrunn - Redwitz 432 Stromkreis 380 kV

Isar - Pleinting451 Stromkreis 380 kV
Grafenrheinfeld-Raitersaich 433 Stromkreis 380 kV
Hradec (CZ) - Etzenricht 441 Stromkreis 380 kV
Grohnde - Landesbergen 1 Stromkreis 380 kV
Hannover West - Landesbergen 3 Stromkreis 220 kV
Stendal/West - Wolmirstedt 487 Stromkreis 380 kV
Altenfeld - Remptendorf 463 Stromkreis 380 kV
Ragow - Preilack 359 Stromkreis 380 kV
Meitingen - Gundelfingen (Meitingen Nord) Stromkreis 380 kV
Daxlanden - Kiihmoos (Rheingraben) Stromkreis 380 kV
Walgau - Biirs orange 405A Stromkreis 220 kV
Bisamberg Sokolnice 1 (AT CZ) Stromkreis 220 kv
Bisamberg-Sokolnice2 (AT-CZ) Stromkreis 220 kV
Babylon-Vyskov V450 (CZ) Stromkreis 380 kV
Sokolnice-Senica (CZ) Stromkreis 220 kV
V418 Otrokovice-Prosenice (CZ) Stromkreis 380 kV
Albrechtice-Dobrzen (CZ) Stromkreis 380 kV
Walgau-Biirs orange 405A (AT) Stromkreis 220 kV
Hausruck -Aschach, 203B (AT) Stromkreis 220 kV
Hernani-Argia (FR) Stromkreis 380kV

AT 762 de Cazaril (FR) Transformator 380/220 kV
Houdreville -Logelbach (FR) Stromkreis 380 kV

AT 761 de Vigy (FR)
Albertville -Chavanod (FR)

Transformator 380/220 kV

Stromkreis 220 kv
Meerhout -Van Eyck (BE) Stromkreis 380 kv
Bitsch-Mérel (CH) Stromkreis 220 kv
Chippis-Marel/Stalden (CH) Stromkreis 220 kV
Albrechtice-Dobrzen(PL) Stromkreis 380 kV
Chamoson-Chippis (CH) Stromkreis 220 kV
Krimpen a/d IJssel-Geertruidenberg wit (NL) Stromkreis 380 kV

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 11 Geplante Nichtverfiigbarkeiten von Netzbetriebsmitteln im deutschen und benachbarten Ubertra-
gungsnetz fiir die Grenzsituation 2022/2023
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Abbildung 5 Grafische Darstellung der geplanten Nichtverfiigbarkeiten von Netzbetriebsmitteln in Deutsch-
land fiir die Grenzsituation 2022/2023 (Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber)

Die im Rahmen der Jahresfreischaltplanung geplant nicht verfiigbaren Netzbetriebsmittel werden in der Be-
darfsbestimmung von vornherein als nicht im Betrieb befindlich behandelt. Im Gegensatz dazu wird zur Be-
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stimmung des Redispatchbedarfs der Eintritt verschiedener Fehlerfille, d. h. die nicht vorhersehbare Nichtver-
figbarkeit von Leitungen, herangezogen. Hierbei wird der Ausfall jeder beliebigen Leitung innerhalb Deuts ch-
lands berticksichtigt (sogenannte (n-1)-Fehler), sowie systemrelevante Mehrfachfehler.

3.1.6 Kostenkomponenten

Um die Einsatzreihenfolge der Kraftwerke in der Marktsimulation bestimmen zu kénnen, miissen die Brenn-
stoff- und CO:-Preiseprognostiziert werden. Inder Regel werden die Preise wie folgt bestimmit:

e Rohol, Erdgas und Steinkohle: Ableitung aus dem Word Energy Outlook !
e Braunkohle und Kernbrennstoff!?: als konstant angenommen

o  (CO»-Zertifikatspreise: durchschnittliche Futurepreise fiir European Emission Allowancesim Han-
delszeitraum Mai bis August 2021 fiir die Jahre 2022 bis 2023

Gemaf? dieser Methodik ergabensichzum 31.08.2021 diein Tabelle 12 dargestellten Preise.

Brennstoffpreise 2022/2023 (31.08.2021) [€/MWHh]

Rohdl Erdgas Steinkohle Braunkohle Kernbrennstoff CO2-Preise
37,31 22,66 6,97 3,00 1,36 54,18

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 12: Brennstoffpreise 2022/2023 zum 31.08.2021

Imfortschreitenden Prozess der Systemanalysen fiihrten die aktuellen Entwicklungen der Steinkohle- und ins-
besondere die der Gas- und CO:-Preise dazu, dass von den Ubertragungsnetzbetreibern zusatzlich eine Brenn-
stoffpreissensitivitit mitin die Untersuchungen aufgenommen wurde. Hierzu wurden die Future Notierungen
vom 10.12.2021 verwendet. Da diese Sensitivitit die aktuellen Preise genauer widerspiegelt als die urs priingli-
chen Prognosen, werden zur Bestimmung des Netzreservebedarfs respektive fiir die Marktsimulation nur die
Preise der Brennstoffpreissensitivitit herangezogen. Diese Preise sind in Tabelle 13 abgebildet.

Brennstoffpreise 2022/2023 [€/MWHh]

Rohdl Erdgas Steinkohle Braunkohle Kernbrennstoff CO2-Preise
37,31 68,32 12,05 3,00 1,36 83,75

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 13: Fiir den Zeitraum 2022 /2023 angenommene Brennstoffpreise

Insbesondere die Anpassung des Erdgaspreises hat Auswirkungen auf das Marktverhaltenin Deutschland und
in Europa. Bei einem niedrigen Erdgaspreis wiirden Erdgaskraftwerkein der Merit-Order nach vorne riicken

1 https://www.iea.org/reports/world-energy-outlook-2020

12 wird in der Marktsimulation fiir die ausldndischen Kernkraftwerke benotigt
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und teilweise Braun- und Steinkohleanlagen verdringen. Auf den Bedarf an Netzreservekraftwerken hitte
dies keine Auswirkung, allerdings fiele der gesamte Redispatchbedarf geringer aus.

32 Identifikation der Grenzsituation 2022/2023

Wiein Abschnitt C1.2 beschrieben, ist die Grenzsituation jener NNF der synthetischen Woche, in dem die Netz-
reservekraftwerke den hochsten Einsatz aufweisen. Die Stunde mit dem hochsten Netzreserveeinsatz im Be-
trachtungszeitraum 2022/2023 ist der NNF 273 (vgl. Abbildung 6). Diese Stunde ist geprigt von hoher inlandi-
scher Erzeugung bei gleichzeitig starker Last.

NNF273
T

NNF281
T
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1

20000 hoher gesamter 1
Redispatch 1

18000

16000 hachster Einsatz
der Netzresarve
14000
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topologische MaBnahmen kann der
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8000
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Abbildung 6 Identifikation der Grenzsituationim Zeitraum (t+1) (Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber)

33 Ergebnisse der Marktsimulation 2022 /2023

Eingang indie Marktsimulation finden Annahmen zum COz-Preis (83,8 € /tcoz) sowie zu Brenns toffpreisen. Der
hier angenommene Brennstoffpreis fiir Erdgas in Hohe von 68,3 €/MWh fiihrt zu einem héheren Grenzkos-
tenniveau sowie dazu, dass COz-intensivere Erzeugungstechnologien, etwa Stein- und Braunkohlekraftwerke

weiter vorne inder Einsatzreihenfolge, der sog. ,,Merit Order”,stehen und eher eingesetzt werden. In Abbildung
7 istdie Einsatzreihenfolge fiir den Betrachtungszeitraum 2022/2023 dargestellt.



42 | BUNDESNETZAGENTUR

Merit Order BA22 t+1 BP Sensi

300
280
260
240

—. 220

=

Z 200

2 180

= 160

Q
% 140
o
% 120

C
100
O g
80
40
20
0
NN~ O @
Qo W [{s]
0 M~ v <t o)

Installierte Leistung [MW]

Abfall = Sonstige Steinkchle Erdgas  ®wBraunkohle = Kuppelgas = Mineraloelprodukte

Abbildung 7 Merit Order fiir den Betrachtungszeitraum 2022/2023 (Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber)

Aus der europaweiten Marktsimulationresultiertim NNF 273 ein méfiger Handelsimport aus Skandinavien in
Hohe von 2,9 GW nach Deuts chland. Dies trifft zusammen mit gleichzeitigen erheblichen Exporten nach Polen,
Tschechien, Osterreich, Frankreich, BeNeLux und indie Schweiz in Summe von 13,3 GW. Indiesem Netznut-
zungsfall stellt sich daher in Deutschland ein positiver Handelssaldo von 10,4 GW ein. Die hohen Exporte nach
Stidenbzw. Stid-Westen wirken netzbelastend. In Abbildung 8 ist die Handelsflusssituation fiir diesen Netznut-
zungsfall dargestellt.
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Abbildung 8 Handelsfliisse und Handelssaldo in [GW] im NNF 273 im Betrachtungszeitraum 2022 /2023 (Quelle
Ubertragungsnetzbetreiber)

34 Netzanalysen2022/2023

Auf Basis der in Abschnitt C3.3 dargestellten Ergebnisse der Marktsimulation erfolgen Lastflussrechnungen
Berechnetwird, ob das Marktergebnis engpassfrei trans portiert werden kann oder ob priaventive Mafinahmen
eingesetzt werden miissen,um Uberlas tungen von Netzelementen zu vermeiden.
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34.1 Leistungsfluss vor Lastflussoptimierung

Die Lastflussrechnung fiir die bedarfsdimensionierende Stunde zeigt zahlreiche Netzengpésse. Die Trans port-
kapazititen des Netzes reichen nicht aus, um die Energie engpassfrei zu transportieren. Die im Norden und
Nordosten erzeugte Leistung kann bspw. nicht vollstindig in die Lastzentren in Stiddeutschland sowie in das
angrenzende Ausland transportiert werden. Zahlreiche Leitungen, insbesondere in Nord-Siid Richtung, sind
vor Gegenmafinahmen stark ausgelastet. Abbildung 9 stellt die Stromkreisauslastung im Fall des Auftritts sys-
temrelevanter Mehrfachfehler dar. Auslastungen oberhalb von 100 % werden — wie in Abschnitt C1.2 beschrie-
ben - durch priventive Maffnahmenreduziert.

100

130

200

Abbildung 9 Leitungsauslastungen fiir 2022/2023 vor Gegenmafinahmen im Netznutzungsfall 273 (Quelle:
Ubertragungsnetzbetreiber)

34.2 Ergebnisse der Lastflussoptimierung der Systemanalysen

Um Uberlastungen zu vermeiden, werden zunichst netzbezogene Maffnahmen zur Senkung des Redispatchbe-
darfs parametriert. Zudiesem Zweck werden leistungsflusssteuernder Anlagen eingesetzt und Schaltungenim
Ubertragungsnetz vorgenommen, die zu einer Entlastung von hoch ausgelasteten Leitungen und Sammelschie-
nen fiihren. Jedoch miissen die netzbezogenen Mafinahmen zur Gewéhrleistung eines sicheren Systembetriebs
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durch Redispatch mit konventionellen Kraftwerken sowie der Abregelung von Windenergieanlagen ergénzt
werden.

Den Berechnungen der Ubertragungsnetzbetreiber zufolge muss sowohl auf das Redispatchpotential vonden
am Markt befindlichen Erzeugungsanlagen als auch auf die Leistung zusatzlicher Netzreservekraftwerke zu-
riickgegriffen werden,um Uberlastungen zu vermeiden. Das Portfolioder Netzreserve setzt sich dabei aus zwei
Teilen zusammen. Zum einen stehen die aktuellen Netzreservekraftwerke mit einer Leistung von 5.561 MW
grundsitzlich zur Verfligung. Zum anderen kann Redispatch mit den sieben Steinkohlekraftwerken (potentielle

Netzreserve), die inder dritten Ausschreibungsrunde im Zuge des Kohleausstiegs bezuschlagt wurden, durch-
gefiihrt werden. Diese Anlagen habeninsgesamt 2.027 MW Leistung.

Nachstehend sind die einzelnen Schritte, Zwischenergebnisse und Ergebnisse der Berechnungen der Grenzsi-
tuationen und Jahreslaufe gemafd der in Abschnitt C1.2 erlduterten Berechnungsmethodik dargestellt:

e Iminitialen]Jahreslauf kommenalle Netzreservekraftwerke, die sich aktuell in der Reserve befinden und
zusatzlich die sieben potentiellen Netzreservekraftwerke zum Einsatz.

e Inder initialen Grenzsituation werden alle zur Verfiigung stehenden Netzreservekraftwerke mit einer
Leistung von 5.391 MW und zusétzlich vier potentielle Netzreservekraftwerke mit einer Leistung von
1.452 MW eingesetzt.

o Beidersichanschlieffenden Berechnung der robusten Grenzsituation werden Kraftwerke, die im initialen
Jahreslauf weniger als 20 Einsatzstunden aufweisen, mit einem Strafkostenaufschlag belegt. Als Folge
werden alle zur Verfiigung stehenden Netzreservekraftwerke in der robusten Grenzsituation eingesetzt

Die vier potentiellen Netzreservekraftwerke, die bereits in der initialen Grenzsituation zum Einsatz ka-
men, tragen ebenfalls zur Engpassbehebung bei. Die Einspeiseleitung betragt 6.840 MW.

e Beim anschliefienden robusten Jahreslauf werden die Kraftwerke, die in der Berechnung der robusten
Grenzsituation nicht zum Einsatz kommen, mit erhdhten Strafkosten beaufschlagt. Es kommen die aktu-
ell zur Verfligung stehenden Netzreservekraftwerke mit einer installierten Leistung von 5.670 MW und
vier potentielle Netzreserveanlagen mit einer Leistung von 1.452 MW zum Einsatz. Zudem wird in Frank-
reich eine Hochfahrleistung von1.274 MW und inder Schweiz von 113 MW benétigt.

e Zum Abschluss wird untersucht, welche Auswirkung die Nichtverfligbarkeit eines jeden Netzreserve-
kraftwerks héitte. Untersucht wird, ob die Nichtverfiigbarkeit eines Kraftwerks bedingt, dass ein zuvor
nicht eingesetztes (potentielles) Netzreservekraftwerk eingesetzt wird, um die Engpassfreiheit der Grenz-
situationzu erreichen. Hierzuwerden 27 Einzelrechnungen der Grenzsituation durchgefiihrt. Diese Ana-
lysenzeigen, dass durch die Nichtverfiigbarkeit eines beliebigen Netzreservekraftwerks kein weiteres po-
tentielles Netzreservekraftwerk eingesetzt wird.

Die netzbezogenen Gegenmafinahmen sowie der Redispatch mit Markt- und Netzreserveanlagen senkt die
Auslastung des Netzes indenzulédssigen Bereich, wiein Abbildung 10 dargestelltist.
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Abbildung 10 Leitungsauslastungen fiir 2022/2023 nach Gegenmafinahmen im Netznutzungsfall 273 (Quelle:
Ubertragungsnetzbetreiber)

35 Ergebnisse der Spannungsanalysen 2022/2023

Die qualitativen Spannungsanalysen der Ubertragungsnetzbetreiber fithren fiir den Zeitraum 2022/2023 zu den
folgenden Ergebnissen:
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Bei der Bewertung wird zwischen dem Nord- und dem Stidraum des Netzgebietes unterschieden. Bei der span-
nungssenkenden Kompensation zeigt sich ein abnehmendes Defizit im Norden und ein steigendes Defizit im
Siiden. Das spannungshebende Defizit im Siiden ist gering. Im Norden tritt kein spannungshebendes Defizit
auf. Hinsichtlich der regelbaren Blindleistungskompensation besteht im Sitiden und im Norden ein geringes
Defizit.

Inder 50Hertz Regelzone wurde nur das Kraftwerk HKW Kénnern Block 1 im Rahmen der Spannungsanalysen
als nicht verfiigbar unterstellt. Hier wird das Risiko, dass mogliche Probleme hinsichtlich der Spannungshal-
tung/-Stabilitat bei einer Nichtverfiigbarkeit des Kraftwerks auftreten, als gering eingestuft, da das Kraftwerk
auf einenanderen Brennstoff umgestellt wird

Amprion

Amprionteilt fiir diese Betrachtung die Regelzone invier Regionenauf und differenziert den Bedarf entspre-
chend. Im Emsland kénnen kritische Spannungen in Zeiten hoher Leistungstransite durch Windeinspeisung
auftreten. Im 6stlichen Ruhrgebiet und Ostwestfalen wird eine Verbesserung der Spannungshaltung durch den
Phasenschieberbetrieb von Westfalen E erwartet, dessen Inbetriebnahme fiir Mai 2022 geplant ist. Allerdings
besteht hier noch keine Redundanz, sodass beim Ausfall des Phasenschiebers Spannungsprobleme zu erwarten
sind. Im Rheinland kann der deutlich reduzierte Einsatz von Braunkohlekraftwerken sowohl zu hohen als auch
zu niedrigen kritischen Spannungen fithren. Im stidlichen Teil des Amprion-Netzgebiets (Saarland/Rheinland
Pfalz/Bayerisch Schwaben) kann es zu Ubers pannungen kommen.

Die jeweilige Nichtverfiigbarkeit von insgesamt fiinf Kraftwerksblécken wird im Amprion Netzgebiet mit ei-
nem mittleren Risiko bewertet. Bexbach, Weiher C, Vélklingen HKV und MKV kénnenim Ausnahmefall zum
spannungsbedingten Redispatch benotigt werden. Das giltinsbesondere im Falle einer Nichtverfiigbarkeit der
RPSA Uchtelfangen. Bei einer Nichtverfiigbarkeit von Scholven C wire die Spannungshaltung im 220KkV Netz
gegebenenfalls gefihrdet. Das gilt insbesondere bei einer Nichtverfugbarkeit des 380/220 kV Kuppeltransfor-
mators in Kusenhorst.

Bei 15 Kraftwerksblocken wird die Nichtverfligbarkeitim Amprion Netzgebiet mit einem geringen Risiko be-
wertet. Bei GTKW Darmstadt, KMW 2, UPM Schongau wird die Beeinflussung der Spannung im H6S Netz durch
den technisch moglichen Arbeitsbereichund Anschlussim 110kV Netz begrenzt. Bergkamen A kannin einer
kritischen Netzsituation und im Falle einer Nichtverfiigbarkeit des in Phasenschieberbetrieb befindlichen
Kraftwerks Westfalen E zum spannungsbedingten Redispatch benétigt werden. Marl 1, Henkel -Anlage 80
Smurfit Kappa Ziilpich, Sappi Stockstadt ~-HKW und HKW Euskirchen werden auf einen anderen Brennstoff
umgestellt. Die Kleinanlagen VenatorHKW -Block 1, und Stadtwerke Ulm-HKW, die jeweils {iber eine Netto-
nennleistung vonweniger als 50 MW verfiigen, wurden aufgrund ihrer Gréfie nicht niher betrachtet. Bei den
Blocken Neurath A, D und E kann es bei vermindertem Einsatz der verbleibenden Braunkohlekraftwerke zu
Spannungsproblemen kommen. Fiir diesen Fallkdnnen die im Markt verbleibenden und in der Ndhe befindli-
chen Braunkohlekraftwerke zum s pannungsbedingten Redispatch herangezogen werden.
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TransnetBW

Fiir das Gebiet der TransnetBW resultiert ein geringes Defizit an s pannungssenkender Kompensation und kein
(relevantes) Defizit an s pannungshebender Kompensation. Hinsichtlich der regelbaren Blindleistungskompen-
sation tritt in der qualitativen Spannungsbewertung ein Defizit auf. Die Aufierbetriebnahme des Kernkraft-
werks Neckarwestheim Block IT (GKN2) kann ab 2023 zu einer zeitlich begrenzten Verschlechterung bei der
Spannungshaltung im Bereich des Kraftwerks Altbach HKW 1 und damit zu einer Erh6hung der Notwendigkeit
fir spannungsbedingten Redispatch fithren. Nachdem Altbach HKW 1 im Jahr 2020 mehrfach zum s pannungs-
bedingten Redispatch eingesetzt wurde, konnte ab 2021 aufgrund der Inbetriebnahme mehrerer Kompensati-
onsdrosselspulen eine signifikante Reduktion des spannungsbedingten Redispatches erreicht werden, die vo-
raussichtlich bis zur Stilllegung des Kernkraftwerks GKN2 anhalten wird. Das Risiko einer Nichtverfiigbarkeit
des Kraftwerks Altbach HKW 1 wird daher als mittel angesehen. Eine mittlere Risikobewertung im Netzgebiet
der TransnetBW hatauch das Kraftwerk Daxlanden RDK4 erhalten, da es im Falle der Nichtverfiigbarkeit von
RDK7 und RDK8bzw.der in der Regionbefindlichen Kompensationsmittel zur Spannungshaltung notwendig
ist. Die Kraftwerke GKM 7, GKM7 M, Heilbronn 5 und 6 sowie Marbach GT2 und 3, Marbach DT3 und Walheim
1und 2 werden fiir die Spannungshaltung als nicht erforderlich eingestuft und erhalten daher die Bewertung
eines geringenRisikos.

Tennet

Inweiten Teilen Netzgebietes der Tennet besteht ein Defizit an s pannungssenkender, -hebender und regelbarer
Kompensation. Eine Ausnahme bildet diesbeziiglich lediglich die Kiistenregion mit ausreichenden Kompensa-
tions potenzialen aus den Onshore-Konvertern der Offshore-HGU. Die betrieblichen Mafinahmen im siidlichen
Niedersachsensind bereits ausgereizt und erfordern den Einsatz des Kraftwerk Heyden 4. Im Raum Hanau ist
das Kraftwerk Staudinger 4 fiir die Spannungshaltung unerlisslich und daher mit einem hohen Risiko bewertet,
da kritische Spannungszustinde inder Region eine Redundanz zu Staudinger 5 erfordern. Die Blocke 3 und 4
des Kraftwerks Ingolstadt stehen sich gegenseitig als Reserve zur Verfiigung, die bei Revisionen oder Stillstin-
denbenotigt wird. Die Kraftwerke Irsching 3 und Farge werden fiir die Spannungshaltung als nicht erforderlich
eingestuftund erhalten daher die Bewertung eines geringen Risikos.

Zusammenfassung

Die Risikobewertung fiir die Kraftwerke im Einzelnenistin Tabelle 14 dargestellt. Die Eins chatzung der Uber-
tragungsnetzbetreiber, inwiefern mit Problemen bzgl. der Spannungshaltung/-Stabilitit zu rechnen ist, wenn
das jeweilige Kraftwerk nicht mehr zur Verfiigung steht, beriicksichtigt dabei sowohl Anlagen, die sich derzeit
in der Netzreserve befinden, als auch potentielle Netzreserveanlagen und Anlagen des Reduktionspfads fiir die
groflen Braunkohleanlagen gem. KVBG (Neurath mit den Blécken A, B, Dund E).

Die qualitative Bewertung basiert auf betrieblichen Erfahrungen und den fiir den Zeithorizont erwarteten Sys-
teminderungen. Sie ist eine erste Einschitzung der Situation und muss durch weiterfiihrende Analysen der
Ubertragungsnetzbetreiber, die spitestens in die nichste Systemanalyse zu integrieren sind, erginzt und vali-
diertwerden. Dies giltinsbesondere im Hinblick auf die Anlagen mit hohem Risiko. Hier ist eine genauere Un-
tersuchung der Sachlage zur Bewertung einer moglichen Systemrelevanz oder zur Identifikation anderweitiger
Abhilfemafinahmen unerlisslich.
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Risikobewertung®® der Kraftwerke im Rahmen der qualitativen Spannungsanalyse

Kraftwerk UNB Risiko
Bexbach Amprion Mittel
Weiher C Amprion Mittel
Vélklingen - HKV & MKV Amprion Mittel
Scholven C Amprion Mittel
GTKW Darmstadt Amprion Gering
KMW 2 Amprion Gering
UPM Schongau Amprion Gering
Bergkamen A Amprion Gering
Marl1 Amprion Gering
Venator HKW - Block 1 Amprion Gering
Sappi Stockstadt —-HKW Amprion Gering
Stadtwerke Ulm- HKW Amprion Gering
Smurfit Kappa Zilpich Amprion Gering
Neurath A Amprion Gering
NeurathD Amprion Gering
Neurath E Amprion Gering
Staudinger Block 4 TenneT Hoch
StaudingerBlock 5 TenneT Hoch
Ingolstadt Block 3 TenneT Mittel
Ingolstadt Block 4 TenneT Mittel
Irsching Block 3 TenneT Gering
Farge TenneT Gering
Altbach HKW 1 TransnetBW Mittel
Daxlanden RDK4 TransnetBW Mittel
GKM 7 TransnetBW Gering
GKM 7M TransnetBW Gering
Heilbronn 5 TransnetBW Gering
Heilbronn 6 TransnetBW Gering
Marbach GT2 TransnetBW Gering
Marbach GT3 TransnetBW Gering
Marbach DT3 TransnetBW Gering
Walheim 1 TransnetBW Gering
Walheim 2 TransnetBW Gering

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 14: Risikobewertung der Kraftwerke im Rahmen der qualitativen Spannungsanalyse
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Die Ubertragungsnetzbetreiber haben gemif Tabelle 14 nur fiir Staudinger Block 4und 5 ein hohes Risiko iden
tifiziert. Flir neun Kraftwerksblocke gebensieein mittleres Risiko an: Altbach, Bexbach, Daxlanden RDK4, In-
golstadt Block 3 und 4, Weiher, Volklingen HKV und MKV sowie fiir Scholven C. Alle anderen untersuchten
Kraftwerke werden mit einem geringen Risiko fiir die Spannungshaltung bewertet, wenn das Kraftwerk nicht
mehr zur Verfiigung steht.

36 Netzreservebedarf 2022/2023

Die Bundesnetzagentur bestitigt denim Rahmen der Systemanalyse der Ubertragungsnetzbetreiber ermittel-
ten Bedarfan Reserveleistung in Hohe von 8.264 MW fiir den Winter 2022/2023.

Eine Deckung des Bedarfs in Hohe von 8.264 MW kann durch Reservekraftwerksleistung sowohl aus dem I,
als auch aus dem Ausland erfolgen, wobei im Rahmen des Abschlusses der ents prechenden Netzreservevertréige
unterschiedliche Anforderungen an die Erzeugungsanlagen in Deutschland (vgl. § 5 Abs.2 NetzResV) und im
Ausland (vgl.§ 5 Abs. 3 NetzResV) gestellt werden.

Sowohl inder robusten Grenzsituation, als auchim robusten Jahreslauf wird inldndisch der Netzreservekraft-
werkspark vollumfinglich benotigt, der sich aus denbestehenden Netzreservekraftwerken und den neu hinzu-
kommenden Kraftwerken'* Bergkamen A, Scholven C und Voelklingen HKV und MKV zusammensetzt (vgl.
Tabelle 15) und eine installierte Leistung von 7.012 MW umfasst. In der Grenzsituation werden 6.840 MW der
installierten Leistung eingesetzt.

Der verbleibende Bedarf in Héhe von 1.424 MW muss tiber ausldndische Kraftwerksleistung gedeckt werden
Dieser Bedarf setzt die vollstindige Verfiigbarkeit aller in der robusten Grenzsituation eingesetzten inlandi-
schen Netzreservekraftwerke voraus (vgl. Tabelle 15). Wenngleich dieser Bedarf modelltechnisch fast aus-
schliefilich in Frankreich auftritt, beschrinkt dies das IBV jedoch nicht ausschliefdlich auf Erzeugungsanlagen
aus Frankreich. Dieser Bedarf ist das Ergebnis einer modellierungstechnischen Betrachtung und kann in der
Realititauchtiber Kraftwerke inanderen Lindern gedeckt werden. Jenach Standort der Anlagen, kénnen diese
netztechnisch wenigersensitivodersensitiver auf Engpésse wirken. Sowird moglicherweise mehr oder weniger
Leistung zur Vermeidung und Bewirtschaftung der Engpasse im Wege des Redispatcheinsatzes benotigt
Dadurchkann der Bedarfvon1.424 MW inbeide Richtungenabweichen.

Fir den Fall, dass keine Betreiber von Erzeugungsanlagen im Ausland ihr Interesse an einer Aufnahme in die
Netzreserve gem. §4 Abs. 2 NetzResVbekunden sollten oder die entsprechenden Anlagenim Ausland nicht den
Voraussetzungendes § 5 Abs. 3 NetzResV entsprechen, stehen den UNB als weitere Mafinahmen zur Engpass-
bewirtschaftung etwa Countertrading und die Beschaffung von Redispatch-Leistung tiber Kooperationen mit
auslandischen Ubertragungsnetzbetreibern zur Verfiigung. Diese Alternativen haben jedoch gemein, dass die

13 hohes Risiko: Kraftwerk aus Griinden der Spannungshaltung unerlisslich; mittleres Risiko: Kraftwerk wird zum spannungsbedingten
Redispatch eingesetzt oderstellt die Reserve fiir andere Kraftwerke; geringen Risiko: Kraftwerk zur Spannungshaltung nicht zwingend
erforderlich

14 Piir Kohlekraftwerke, die in der fiinften und sechsten Ausschreibungsrunde bezuschlagt werden, erfolgt die Priifung der Systemrelevanz

erst im Rahmen der nidchsten Systemanalyse, vgl. § 26 Abs. 2 Nr. 2 KVBG. Selbiges wiirde gem. §§ 20 Abs. 3,27 Abs. 2 KVBGi.V.m.§ 37
Abs. 2 Nr. 2 KVBG im Falle der Anordnung der gesetzlichen Reduzierung gelten, soweit diese Ausschreibungsrunden unterzeichnet sein
sollten.
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Leistungsvorhaltung und —erbringung nur mit kurzfristigerem Vorlauf erfolgen und daher nicht langfristig ge-
plant werdenkann.

Aufgrund potenziell vorhandener -~ wenn auch nur kurzfristig aktivierbarer — Alternativen sowie des Umstands,
dass ggf. in Folge des Krieges in der Ukraine die Betreiber von ausldndischen Anlagen die Leistung selbiger zum
Zwecke eigener nationaler Vorsorgekeine Interessenbekundungeni S v § 4 Abs. 2 NetzResV eingehen konnten,
dient das gem. Tenorziffer 1.1. durchzufiihrende Verfahren zunichst der Markterkundung. Obschon § 4 Netz-
ResV keinen Kontrahierungsreflex vorsieht (vgl. insb. § 4 Abs. 2 Satz 3 NetzResV)und schonin der Systematik
des Gesetzes gestuft abzulaufen hat, war es auch aufgrund der gegenwartigen weltpolitischen Situation nach
Einschitzung der Bundesnetzagentur erforderlich, die einzelnen Verfahrensschritte wie tenoriert zu organisie-
ren. Nur so kann gewéhrleistet werden, dass fiir den Fall des Eingangs von genehmigungsfihigen Angeboten
eine netzdienliche und volkswirtschaftlich sinnvolle Auswahlents cheidung getroffen werden kann.

Die qualitativen Spannungsuntersuchungen zeigen keinen dartiberhinausgehenden Bedarf.
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Netzreservekraftwerke 2022/2023

Kraftwerk Leistung Leistungsabrufin Grenzsituation Einsdtze im Jahreslauf
[MW] [MW] [Anzahl]
Altbach HKW 1 433 433 124
Bexbach 726 726 148
Daxlanden RDK4 95 95 299
Darmstadt GTKW 342 342 228
GKM 7 158 139 131
GKM 7 M 157 157 130
Heilbronn 5 125 125 79
Heilbronn 6 125 125 71
Ingolstadt3 375 375 81
Ingolstadt4 386 386 49
Irsching3 415 415 8
KMW 2 256 256 63
Marbach DT3 262 262 195
Marbach GT2 77 77 206
Marbach GT3 85 85 185
Staudinger 4 580 426 235
UPM Schongau 64 64 66
Walheim 1 96 96 66
Walheim 2 148 148 74
WeiherC 656 656 76
Bergkamen A 717 717 397
Scholven C 345 345 155
Vélklingen HKV 211 211 14
Vélklingen MKV 179 179 103

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 15: Netzreservebedarf 2022/2023

4 Netzreserve 2023/2024

Im Folgenden werden die Eingangsgrofien sowie der Netzreservebedarf fiir 2023/2024 erldutert. Auch erfolgt

eine Darstellung, wie der fiir diesen Betrachtungszeitraum ermittelte Netzreservebedarf abgedeckt werden
kann.

41 EingangsgroBender Systemanalysenfiir 2023/2024

Im Gegensatz zum Betrachtungszeitraum 2022/2023 steht fir die Analysen fiir 2023/2024 ein veranderter gesi-
cherter Reservekraftwerkspark zur Verfligung: Aufgrund vonimmissionsschutzrechtlichen Restriktionen s teht
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das derzeitige Reservekraftwerk Irsching 3 in diesem Zeitraum nicht mehr zur Verfiigung; auch die Reserve-
kraftwerksblocke Marbach GT2 und DT3 sowie die Blocke Walheim 1 und 2 werden aus der Netzreserve aus-

scheiden. Die weiteren Eingangsparameter, die den Berechnungen fiir diesen Zeitraum zugrunde gelegt wer-
den, werdenim Folgendenbeschrieben.

41.1 Annahmen zur Netzlast

Im Folgenden werden die Lastannahmen beschrieben, die fiir das Jahr 2023 /2024 in der synthetis chen Woche

angenommen werden. Das Verfahren, mit dem diese Lastannahmenbestimmt werden, istin Abschnitt C1.3.5
beschrieben.

Inder synthetischen Woche liegt die Hochstlastim NNF 282. Die synthetische Woche wird nun so skaliert, dass
die Hochstlast dersynthetischen Woche (90,1 GW) zeitlich mit der Hochstlast aus dem Jahr 2012 zusammenfllt
Die Hochstlast setzt sich aus der Nachfrage konventioneller und neuer Stromanwendungen (vgl. Abschnitt
C1.3.5)sowie denVerlusteninden Verteilnetzen zusammen.

Die Lasten, die im europiischen Ausland in 2023/2024 angenommen werden, sind zeithorizontunabhéngig und
daheridentischzudenenim Zeitraum 2022/2023, siche Tabelle 5. Diese Lastannahmen basieren auf Prognosen
der Spitzenlast der auslindischen Ubertragungsnetzbetreiber bzw. auf Werten des ERAA 2021 und werden ent-
sprechend des Lastgangs der synthetischen Woche skaliert.

41.2 Konventioneller Kraftwerkspark

In den Systemanalysen der Ubertragungsnetzbetreiber wird ein ents prechend parametrierter Kraftwerkspark
zu Grunde gelegt. Als relevante Kraftwerksparameter werden hierbei die technischen Daten, Angaben zum
Standort, (Nicht-)Verfiigbarkeiten, Betriebsmodi und Betriebszeitraume berticksichtigt.

Fiir den Winter 2023/2024 summiert sich der angenommene Kraftwerkspark Deuts chlands (In- und Ausland)
von im Markt befindlichen Kraftwerken ab einer Einspeiseleistung von 10 MW auf insgesamt 68,9 GW, siehe
Tabelle 16. Neben dem gesamten Regelblock Deutschlands werden auch Teile der dsterreichischen und luxem-
burgischen (Wasser-)Kraftwerke mit Eins peisung in die deutsche Regelzone berticksichtigt.
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Kraftwerkspark Deutschland im Winter 2023/2024

Im Norden [MW] Im Siiden [MW] Summe[MW]

Steinkohle 6.259 5.150 11.409
Erdgas 17.662 8.003 25.665
Braunkohle 15.055 0 15.055
Pumpspeicherund

Speicherwasser 3.934 6.718 10.652
Sonstige 292 156 448
Kuppelgas 1.957 85 2.042
Mineral6lprodukte 1.398 475 1.873
Abfall 1.098 542 1.640
Summeim Markt 47.655 21.129 68.785

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 16: Kraftwerkspark Deuts chland (In- und Ausland) fiir den Winter 2023 /2024

413 Erneuerbare-Energie-Anlagen

Dieinden Systemanalysenzugrunde gelegteninstallierten Leistungen an Erneuerbare-Energie-Anlagen fiir
den Winter 2023/2024 werdenin Tabelle 7 beschrieben.

Installierte Leistungen Erneuerbare-Energie-Anlagen 2023/2024

WindanLand Windauf See PV Biomasse = Wasserkraft Sonstige Summe
58,4 GW 9,0 GW 73,3GW 8,9 GW 3,9GW 0,4 GW 153,9GW

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 17: Annahmen zur installierten Leistung aus Erneuerbare-Energie-Anlagenim Winter 2023/2024

41.4 Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten

In der Marktsimulation wird berticksichtigt, dass ein Teil der Kraftwerke aufgrund von Revisionen oder tech-
nischen Defektennicht verfiigbar ist. Hierzu werden kritische Kombinationen von Kraftwerksnichtverfiigbar-
keitenauf Basis einer statistischen Auswertung der Daten aus der VGB Statistik (2007-2016) und weiteren Aus-
wertungen ermittelt. Das Verfahren zur Bestimmung dieser Kombinationen unter Beriicksichtigung unter-

schiedlicher Ausfallwahrscheinlichkeiten je nach verwendetem Brennstoff wird in Abschnitt C1.3.3 beschrie-
ben.

Inder Systemanalyse wird fiir das Winterhalbjahr 2023/2024 in der bedarfs dimensionierenden Grenzsituation
Starkwind/Starklast angenommen, dass 3,7 GW an Kraftwerksleistung in der Region Siid, 1,8 GWin Osterreich
und 3,2 GW in der Region Nord nicht verfiigbar sind. Auf Basis der in den Regionen installierten Leistungen

15 Dabei Erfassung des gesamten Regelblocks Deutschlands, d. h. Beriicksichtigung von Teilen der ésterreichischen und luxemburgischen

Wasserkraftwerke mit Einspeisung in die Regelzone Deutschland.
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entspricht dies einem 5 %-Quantil in der Region Nord und einem 95 %-Quantil in der Region Stid und in Os-
terreich. Die angenommene insgesamt nicht - verfiigbare Leistung in der Region Nord ist von 2022 /2023 bis

2023/2024um0,1 GW gesunken. Inder Region Siid und in Osterreichist die jeweils nicht-verfiigbare Leistung
inbeidenZeitriumenunverindert.

Die Kraftwerkskombination, die fiir das Jahr 2023/2024 im Szenario Starkwind/Starklast als nicht verfligbar

angenommen wurde, ist mit den jeweiligen Eins peiseleistungenin Tabelle 18, Tabelle 19und Tabelle 20 ange-
geben.

Annahmen zu Kraftwerksnichtverfiigbarkeitenin Region Nord

BNA-Nr. Kraftwerk Block Nichtverfiig-  Ausfallart Primirenergie

bare Leistung

(MW]
BNA0606 Emsland DT 327 Vollausfall Erdgas
BNA058a Knapsack Gas I GT 12 260 Vollausfall Erdgas
BNA0130 Kirchmoeser NV 160 Vollausfall Erdgas
BNA0136 HKW-Mitte GuD 74 Vollausfall Erdgas
BNA1818 Niehl 3 Niehl31 274 Teilausfall Erdgas
BNA0442 Cuno HKW H6 217 Teilausfall Erdgas
BNA1404 Boxberg R 305 Teilausfall Braunkohle
BNA1028 Weisweiler H 409 Teilausfall Braunkohle
BNA140la BoA2 Neurath F 150 Teilausfall Braunkohle
BNA0141 KW Mittelsbueren  GT 3 22 Teilausfall Mineralol
BNA0894c IKSPCKSchwedt  Block1SE1 106 Vollausfall Mineraldl
BNA0229 Waldeck 2 Maschine 5 80 Teilausfall Pumpspeicher
BNA0652 Markersbach PSSA 11 Teilausfall Pumpspeicher
BNA0443 Koepchenwerk Koepchenwerk 165 Vollausfall Pumpspeicher
BNA0086 Reuter West Reuter WestD 101 Teilausfall Steinkohle
BNA1949 Datteln 4 4 539 Teilausfall Steinkohle
Summe 3.200

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 18: Annahmen zu Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten in Region Nord in dem bedarfsdimensionierenden
Szenario Starkwind/Starklastin 2023/2024
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Annahmen zu Kraftwerksnichtverfiigbarkeitenin Region Siid

BNA-Nr. Kraftwerk Block Nichtverfiig- Ausfallart Primirenergie
bare Leistung
(MW]
BNA0626 KW Mainz KW3 284 Vollausfall Erdgas
BNA0626 KW Mainz KW3 150 Vollausfall Erdgas
BNA0745  Frankenl 2DT 387 Vollausfall Erdgas
BNA0745  Frankenl 2GT 53 Vollausfall Erdgas
BNA0018  HKW Altbach ALTGTC 81 Vollausfall Erdgas
BNA0015 HKW Altbach ALT GTE (solo) 65 Vollausfall Erdgas
BNA0995 Ulnch. Hartmann 4 90 Teilausfall Erdgas
(Irsching)

BNA1004 KW Walheim WALGTD 40 Teilausfall Mineraldl
BNA1092  Zolling GT1& GT2 34 Teilausfall Mineralél

Wehr Hotzen- .
BNA1019 Wehr wald B10 227 Vollausfall Pumpspeicher
BNA0046  Saeckingen Saeckingen 2 90 Vollausfall Pumpspeicher
BNA0567a KW Kuehtai KuehtaiMal 91 Teilausfall Pumpspeicher
BNA0975  RodundwerkII ROD2 M1 295 Vollausfall Pumpspeicher
BNA0983  PSW Vianden Maschine 2 100 Vollausfall Pumpspeicher
BNA0954  Luenerseewerk LUW M1 48 Vollausfall Pumpspeicher
BNA0S18b KemnafenDampt ppy g 834  Vollausfall  Steinkohle
BNA0646b GKM Block9 185 Teilausfall Steinkohle
BNA0O19 :ae('fhkraftwerk AL ALT Hkw 2 324 Vollausfall  Steinkohle
BNA0969b Nord?2 2 321 Vollausfall Steinkohle
Summe 3.699

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 19: Annahmen zu Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten in Region Siid in dem bedarfsdimensionierenden
Szenario Starkwind/Starklastin 2023/2024
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Annahmen zu Kraftwerksnichtverfiigbarkeitenin Osterreich

Kraftwerk Block Nichtverfiigbare = Ausfallart Primidrenergie
Leistung [MW]

Donaustadt 3 158 Teilausfall Erdgas

GUD Mellach 2 416 Vollausfall Erdgas

GUD Mellach 1 416 Vollausfall Erdgas

1 0 36 Teilausfall Mineralol

Hausling 1 1 180 Vollausfall Pumpspeicher

Hausling 2 2 114 Teilausfall Pumpspeicher

Limberg-IINO 1 21 240 Vollausfall Pumpspeicher

Limberg-IINO?2 22 240 Vollausfall Pumpspeicher

Summe 1.800

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 20: Annahmen zu Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten in Osterreich in dem bedarfsdimensionierenden
Szenario Starkwind/Starklastin2023/2024

41.5 Ubertragungsnetz

Das Ubertragungsnetz ist der wichtigste Eingangsparameter der Netzanalysen. Uber das Bestandsnetz (Stand
2021)hinaus sind bis zum 31.0ktober 2023 weitere Inbetriebnahmen von Leitungen und Anlagen geplant. Maf3-

nahmen, die bis zu diesem Stichtag wahrscheinlich umgesetzt werden sollen, werden in den Systemanalysen
fir den Betrachtungszeitraum t+2 unterstellt.

Diein der Systemanalyseangenommenen Netzausbaumaffnahmen werden nachfolgend in Tabelle21, Tabelle
22, Tabelle 23 und Tabelle 24 dargestellt.In den Auflistungen werden die Ausbaumafinahmen aufgefiihrt, deren
Realisierung fiir den Zeitraum 2022/2023 als noch nicht erfolgt angenommen wird, die jedoch aufgrund ihrer

geplanten Fertigstellungen fiir den Zeitraum 2023/2024 in die Analyse des Zeitraums t+2 aufgenommen wer-
den.

Beriicksichtigte AusbaumaRnahmen nach BBPIG

Projekt-Nr. MaBRnahme Art

P34 Perleberg-Stendal/West Leitung
P46 Mechlenreuth-Redwitz Leitung
P69 Emden/Ost-Conneforde Leitung
TNG-P70 Birkenfeld Leitung

Quelle Ubertragungsnetzbetreiber
Tabelle 21 Gegentiber 2022/2023 in 2023/2024 zusitzlich realisierte Matnahmen nach BBP1G
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Beriicksichtigte AusbaumaBnahmennach EnLAG

Projekt-Nr. MaRnahme Art

50HzT-007a Neuenhagen-Hennigsdorf-Wustermark Leitung
AMP-022 LandesgrenzeNW/RP-Eiserfeld Leitung
AMP-022 LandesgrenzeNW/RP-Dauersberg Leitung
TTG-006 Lamspringe-Hardegsen Leitung
TTG-006 Wahle-Lamspringe Leitung

Quelle Ubertragungsnetzbetreiber
Tabelle 22 Gegentiber 2022/2023 in 2023/2024 zusatzlich realisierte Matnahmen nach EnLAG

Netzoptimierungs-MaRnahmen

Projekt-Nr. MaBRnahme Art

TTG-021 Stadorf TCSC Anlage
P345 PST Hamburg/Ost Anlage
TTG-021 PST Wiirgau Anlage

Quelle Ubertragungsnetzbetreiber
Tabelle 23 Gegentiber 2022/2023 in 2023/2024 zusatzlich realisierte Netzoptimierungs-Mafinahmen

Sonstige beriicksichtigte AusbaumalRnahmen

Projekt-Nr. MaRnahme Art

P158 Mettmann Anlage
P407 Herbertingen Anlage
P23 Alfstedt Anlage

Quelle Ubertragungsnetzbetreiber
Tabelle 24 Gegentber 2022/2023 in 2023/2024 zusitzlich realisierte sonstige Mafinahmen
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41.6 Kostenkomponenten

Um die Einsatzreihenfolge der Kraftwerke in der Marktsimulation bestimmen zu kénnen, miissendie Brenn-
stoff- und CO:z-Preiseprognostiziert werden. Die Preisewerden wie folgt bestimmt:

e  Rohdl, Erdgas und Steinkohle: Ableitung aus dem Word Energy Outlook 20201
e Braunkohle und Kernbrennstoff'”: als konstant angenommen

o (COe-Zertifikatspreise: durchschnittlicher Futurepreis fiir European Emission Allowances im Han-
delszeitraum Mai bis August 2021 fiir die Jahre 2022 bis 2023

Gemaf dieser Methodik ergebensich die in Tabelle 25 dargestellten Preise.

Brennstoffpreise 2023/2024 [€/MWh]

Rohél Erdgas Steinkohle Braunkohle Kernbrennstoff CO:z-Preise
38,05 22,66 6.97 3,00 1,36 54,91

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 25: Fiir den Zeitraum 2023 /2024 angenommene Brennstoffpreise

Zum Zeitpunkt der Abstimmung und Festlegung der Annahmen dieser Preise wurde davon ausgegangen, dass
sich diese gegeniiber dem Vorjahreszeitraum (2022/2023) wieder entspannen. Der russische Angriffskrieg war
zu diesem Zeitpunkt noch ein undenkbares Szenario, weswegen die fiir t+1 unterstellten Preissteigerungen

nicht weiter unterstellt wurden. Es bleibt der ndchstjdhrigen Bedarfsanalyse tiberlassen, diedann aktuellen Rah-
menbedingungen zu wiirdigen und die dann gegebenen Prognoseméglichkeiten zu nutzen.

42 Identifikation der Grenzsituation 2023/2024

Die Auswertung der synthetischen Wochen fiir den Zeitraum 2023/2024 weist zwei kritische Stunden mit ho-
hen Nord-Stiid-Fliissen auf, die die Ubertragungsnetzbetreiber genauer analysiert haben. Hierbei handelt es sich
um die Netznutzungsfille 250 und 273. Stunde 250 weist den hochsten Netzreserveeinsatz auf. Stunde 273 ist
charakterisiert durch einen hohen Gesamtredispatchbedarf, dessen Deckung einen hohen Einsatz der Netzre-
serve wie auch auslidndischen Redispatch erfordert.

Wiein Abschnitt C1.2 beschrieben, ist die Grenzsituation jener NNF der synthetischen Woche, in dem die Netz-
reservekraftwerke den hochsten Einsatz aufweisen. Die Stunde mit dem hochsten Netzreserveeinsatz im Be-
trachtungszeitraum 2022/2023 ist der NNF 250 (vgl. Abbildung 11).

16 https://www.iea.org/reports/world-energy-outlook-2020

17 wird in der Marktsimulation fiir die auslandischen Kernkraftwerke benétigt
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Abbildung 111dentifikation der Grenzsituationim Zeitraum 2023/2024 (Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber)

43 Ergebnisse der Marktsimulation 2023 /2024

Fiir die Marktsimulation im Betrachtungszeitraum 2023/2024 wurde ein COz-Preis von 54,9 €/tco: angenom-
men Eingang in die Marktsimulation findet auflerdem der Brennstoffpreis fiir Erdgas in Hohe von 22,7 € /MWh
Aus diesen Annahmen resultiert ein geringeres Grenzkostenniveau als im Betrachtungszeitraum (t+1). Hin-
sichtlich der Platzierungen der Kraftwerkstechnologien ist erkennbar, dass COz-intensivere Erzeugungstech-
nologien wieder mehr indie Mitte der Merit Order riicken (vgl. Abbildung 12).
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Abbildung 12 Merit Order fiir den Betrachtungszeitraum 2023/2024 (Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber)

Aus der europaweiten Marktsimulation resultiert im NNF 250 ein méfiger Handelsimport aus Skandinavien
(3,3 GW)sowie den Niederlanden (0,6 GW) nach Deutschland. Diese korrespondieren mit Exporten nach Polen,
Tschechien, Osterreich, Frankreich, Luxemburg, Belgienund indie Schweiz in Summe von 8,4 GW. In diesem
Netznutzungsfall stellt sich daher in Deuts chland ein positiver Handelssaldovon 4,6 GW ein. Die hohen Exporte
nach Siiden, Stid-Westen sowie nach Osten wirken netzbelastend. In Abbildung 13 ist die Handelsflusssituation
fiir diesen Netznutzungsfall dargestellt.
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Abbildung 13 Handelsfliisse und Handelssaldo in [GW] im NNF 250 im Betrachtungszeitraum 2023/2024
(Quelle Ubertragungsnetzbetreiber)

44 Netzanalysen2023/2024

Auf Basis der in Abschnitt C4.3 dargestellten Ergebnisse der Marktsimulation erfolgen Lastflussrechnungen

Berechnet wird, ob das Marktergebnis engpassfrei trans portiert werden kann oder ob praventive Mafinahmen
eingesetzt werden miissen, um Uberlas tungen von Netzelementen zu vermeiden.

44.1 Leistungsfluss vor Lastflussoptimierung

Die Lastflussrechnung fiir die bedarfsdimensionierende Stunde 250 zeigt zahlreiche Netzengpésse. Die Trans-
portkapazititen des Netzes reichen nicht aus, um die Energie engpassfrei zu transportieren. Die im Nordenund



BUNDESNETZAGENTUR | 63

Nordosten erzeugte Leistung kann bspw. nicht vollstindig in die Lastzentren in Stiddeutschland sowie in das
angrenzende Ausland transportiert werden. Zahlreiche Leitungen, insbesondere in Nord-Siid Richtung, sind
vor Gegenmafinahmen stark ausgelastet. Abbildung 14 stellt die Stromkreisauslastung im Fall des Auftritts sys-
temrelevanter Mehrfachfehler dar. Auslastungen oberhalb von 100 % werden — wie in Abschnitt C1.2 beschrie-
ben - durch priventive Mafnahmenreduziert.

\
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Abbildung 14 Leitungsauslastungen fiir 2023/2024 vor Gegenmafinahmen im Netznutzungsfall 250 (Quelle:
Ubertragungsnetzbetreiber)

44.2 Ergebnisse der Lastflussoptimierung der Systemanalysen

Um Uberlastungen zu vermeiden, erfolgen zunichst netzbezogene Mafinahmen zur Senkung des Redis-
patchbedarfs. Leistungsflusssteuernder Anlagen werden eingesetzt, sowie Schaltungen im Ubertragungsnetz
vorgenommen, die zu einer Entlastung vonhoch ausgelasteten Leitungen und Sammelschienen fithren. Jedoch
miissen die netzbezogenen Mafinahmen zur Gewéhrleistung eines sicheren Systembetriebs durch Redispatch
mitkonventionellen Kraftwerkensowieder Abregelung von Windenergieanlagen erginzt werden.
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Den Berechnungen der Ubertragungsnetzbetreiber nach muss sowohl das Redispatchpotential von den am
Markt befindlichen Erzeugungsanlagen, als auch die Leistung zusétzlicher Netzreservekraftwerke eingesetzt
werden. Das Portfolio der Netzreserve setzt sich dabei aus zwei Teilen zusammen. Zum einen stehen im Be-
trachtungszeitraum 2023/24 die aktuellen Netzreservekraftwerke (15 Kraftwerksblocke) mit einer Leistung von
4.673 MW grundsitzlich zur Verfligung. Zum anderen kann Redispatch mit ins gesamt acht Steinkohlekraftwer-
ken (potentielle Netzreserve) durchgefiihrt werden, die in der dritten und vierten Ausschreibungsrunde im
Zuge des Kohleausstiegs Zuschlige erhalten haben. Diese Anlagen habeninsgesamt 2.537 MW Leistung.

Nachstehend sind die einzelnen Schritte, Zwischenergebnisse und Ergebnisse der Berechnungen der initialen
und robusten Grenzsituationenund Jahresldufe gemafR der in Abschnitt C1.2 erlauterten Berechnungsmetho-
dik dargestellt:

e Iminitialen]Jahreslauf kommenalle Netzreservekraftwerke,die sich aktuell in der Reserve befinden und
zusatzlich sechs der acht potentiellen Netzreservekraftwerkezum Einsatz.

e In der initialen Grenzsituation werden alle zur Verfiigung stehenden Netzreservekraftwerke mit einer
Leistung von 4.629 MW und zusétzlich drei potentielle Netzreservekraftwerke mit einer Leistung von
900 MW eingesetzt.

e Beidersichanschlieflenden Berechnung der robusten Grenzsituation werden Kraftwerke, die im initialen
Jahreslauf weniger als 20 Einsatzstunden aufweisen, mit einem Strafkostenaufschlag belegt. Als Folge
werden alle zur Verfligung stehenden Netzreservekraftwerke in der robusten Grenzsituation eingesetzt
Zwei der drei potentiellen Netzreservekraftwerke, die bereits in der initialen Grenzsituation zum Einsatz
kamen, tragen ebenfalls zur Engpassbehebungbei. Die Eins peiseleitung betrdgtinsgesamt 5361 MW.

e Beim anschliefenden robusten Jahreslauf werden die Kraftwerke, die in der Berechnung der robusten
Grenzsituation nicht zum Einsatz kommen, mit erh6hten Strafkosten beaufschlagt. Es kommen die aktu-

ell zur Verfligung stehenden Netzreservekraftwerke mit einer installierten Leistung von 4.673 MW und
zwei potentielle Netzreserveanlagen mit einer Leistung von 689 MWzum Einsatz.

e Abschlieflend wird noch die Nichtverfiigbarkeit eines jeden Netzreservekraftwerks antizipiert und die
Grenzsituation jeweils erneut berechnet. Untersucht wird, ob die Nichtverfiigbarkeit eines Netzreserve-
kraftwerks bedingt, dass einanderes, indenrobusten Rechnungen nicht eingesetztes (potentielles) Netz-
reservekraftwerk benétigt wird, um Engpassfreiheitin der so berechneten Grenzsituationzu erzielen Die
Priifungen zeigen, dass bei Nichtverfiigbarkeit einzelner Anlagenin einigen Fillen das Kraftwerk Volklin-
gen HKV zum Einsatz kommt, was weder in der robusten Grenzsituation noch im robusten Jahreslauf
dieses Betrachtungszeitraums eingesetzt wird. Ferner zeigen die Analysen, dass in fiinf der betrachteten
24 Situationendie Engpassfreiheit einen Bedarf an auslandischer Kraftwerksleistung erforderlich macht
Der hochste zusatzliche Bedarf tritt, wiebereits im Betrachtungszeitraum (t+1), bei einer Nichtverfligbar-
keitvon Bexbach A auf.

Die netzbezogenen Gegenmafinahmen sowie der Redispatch mit Markt- und Netzreserveanlagen senkt die
Auslastung des Netzes indenzulédssigen Bereich, wiein Abbildung 15 dargestelltist.
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45 Ergebnisse der Spannungsanalysen 2023/2024

Die qualitativen Spannungsanalyse fiir 2023/2024 unters cheiden sich nur punktuell von den unter C 3.5 be-
schriebenen Spannungsanalysen den Zeitraum 2022 /2023. Um Wiederholungen zu vermeiden, werden daher
in Folgenden nur die Punkte thematisiert, in denensich die Situationin denbeidenJahren unterscheidet.

Fiir den Zeitraum fiir 2023/2024 haben die Ubertragungsnetzbetreiber die folgenden Ergebnisse ermittelt:
SO0 Hertz

Bei der spanungssenkenden Kompensation verringert sich das Defizitim Norden durch den Zubauvon Kom-
pensationsanlagen im Vergleich mit (t+1), wihrend das Defizit im Stiden hoch bleibt. Das spannungshebende

Defizit bleibt im Siiden gering, wihrend es im Norden leicht ansteigt. Bei der regelbaren Blindleistungskom-
pensationsteigt das Defizitim Stiden und Nordenan, im Stidensogar stark.

Amprionund TransnetBW

Amprionund TransnetBW erwarteninihren Netzgebieten eine im Vergleich mit (t+1)'8 unveranderte Situation
Tennet

Inweiten Teilender Regelzone besteht auchim Zeitraum 2023/2024 ein Defizit an s pannungssenkender, s pan-
nungshebender und regelbarer Kompensation. Eine Ausnahme bildet die Kiistenregion mit ausreichenden
Kompensationspotenzialenaus den Offshore-HGU, sodass eine Auflerbetriebnahme von KW Farge unkritisch
istund daher mit einem geringen Risiko bewertet wird. Im Raum Hessen und Bayern werden im Betrieb hiufig
kritische Spannungen festgestellt. Fiir densicheren Netzbetrieb dieser Regionistes daher unerlisslich, dauer-
haft mindestens ein Kraftwerk am Standort Groftkrotzenburg betriebsbereit zur Verfiigung zu haben. Dazu stel-
len sich die Kraftwerke Staudinger 4 und 5 gegenseitigin Revisionszeiten Redundanz. Der geplante rotierende
Phasenschieber in Groffkrotzenburg wird nach derzeitigen Planungen der Tennet frithestens im Jahr 2026 in
Betrieb genommen. Am Standort Ingolstadt ergibt sich ein ahnlich kritisches Bild, sodasshier ein Bedarf an den
Kraftwerken Ingolstadt 3 und 4 besteht, die sich i.d.R. gegenseitig Reserve stellen. Die Notwendigkeit fiir das
Kraftwerk Heyden4 ist weiterhin gegeben, wobeisich der Umbau zumrotierenden Phasens chieber verzogert.

Eine detaillierte Risikobewertung zur Nichtverfiigbarkeit einzelner Kraftwerkeistim Abschnitt C3.5zu finden.

46 Netzreservebedarf 2023/2024

Die Bundesnetzagentur bestitigt denim Rahmen der Systemanalyse der Ubertragungsnetzbetreiber ermittel-
ten Bedarfan Netzreservekraftwerkenin Héhe von 5.361 MW fiir den Betrachtungshorizont 2023/2024.

Sowohl inder robusten Grenzsituation,als auchimrobustenJahreslauf wird der ausgewiesene Kraftwerkspark
vollumfinglich benétigt. Im Gegensatz zum Betrachtungszeitraum 2022/2023 unterscheidet er sich dahinge-
hend, dass die bestehenden NetzreservekraftwerkelIrsching 3, Marbach DT3und GT2 sowohl Walheim 1 und 2
aus der Netzreserve ausscheiden. Die Kraftwerke Irsching 3 sowie Marbach DT3 und GT2 stehen aus immissi-
onsschutzrechtlichen Restriktionenin diesem Zeitraum nicht mehr zur Verfiigung. Auch die Kraftwerksblocke

18 siehe C3.5 Spannungsanalysen 2022/2023
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Walheim 1 und 2 kénnen voraussichtlich nur noch bis 31.Mérz 2023 betrieben werden. Diese fiinf Kraftwerks-
blécke wurden fiir die Analysen daher nicht unterstellt. Die potentiellen Netzreserveanlagen Bergkamen A,
Scholven C und Voelklingen HKV, die in (t+1) eingesetzt wurden, werden im Betrachtungszeitraum (t+2)in den
robusten Rechenldufen nicht benétigt. Das potentielle Reservekraftwerk Staudinger 5, dessen Kohleverfeue-
rungsverbot erstin dem Betrachtungszeitraum 2023 /2024 in Kraft tritt, kommt jedoch zum Einsatz (vgl. Tabelle
26). Die qualitativen Spannungsuntersuchungen zeigen keinen dartiberhinausgehenden Bedarf. In der Grenz-
situationwird die installierte Leistung vollstindig eingesetzt.

Der Bedarf flir den Zeitraum 2023/2024 wird erneut in der kommenden Systemanalyse ermittelt und in der
zugehorigen Bedarfsfeststellung bestimmt werden. Mit bis dahin neu vorliegenden Erkenntnissen, etwa zum
Fortschritt beim Netzausbau, weiteren bezuschlagten Anlagen im Rahmen noch stattfindenden Ausschrei-
bungsrunden gem. KVBGund dem Ausbau der erneuerbaren Erzeugung, kann der Reservekraftwerksbedarf im
Vergleich zuden derzeitvorliegenden Informationen, die in die Parametrierung der vorliegenden Analyse Ein-
gang fanden, fiir den Zeitraum 2023/2024 dann anders ausfallen: sowohl eine Erhohung als auch ein geringerer
Bedarf sind moglich. Auch wird in der kommenden Systemanalyse die Stunde 273 dieses Betrachtungszeitraum
erneut untersucht, dieinder vorliegenden Analyse zwarkritisch, aber nicht bedarfsdimensionierend ist.

Netzreservekraftwerke 2023/2024

Kraftwerk Leistung Leistungsabrufin Grenzsituation Einsdtze im Jahreslauf
[MW] [MW] [Anzahl]
Altbach HKW 1 433 433 191
Bexbach 726 726 118
Daxlanden RDK4 95 95 234
Darmstadt GTKW 342 342 79
GKM 7 213 213 95
GKM 7 M 212 212 75
Heilbronn 5 125 125 131
Heilbronn 6 125 125 136
Ingolstadt 3 375 375 50
Ingolstadt4 386 386 34
KMW 2 256 256 90
Marbach GT3 85 85 217
Staudinger 4 580 580 184
UPM Schongau 64 64 113
WeiherC 656 656 40
Vélklingen MKV 179 179 80
Staudinger5 510 510 161

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 26: Netzreservebedarf 2023/2024
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