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Einleitung

Nach der Beschreibung der Szenario- und Modellannahmen in Anhang 2 sowie der Erstellung der Zeitreihen
und der Kraftwerksliste in Anhang 3, werden im vorliegenden Anhang 4 "Methodik" die einzelnen Modelle
der Modellkette detailliert vorgestellt. In Abschnitt I wird das Integrierte Investitions- und Einsatzmodell
(ITEM) dargestellt, das den zukinftigen Kraftwerkspark ermittelt. Darauf aufbauend folgt der
Kraftwerksverorter in Abschnitt II, der die Kraftwerksleistung wieder in einzelne Kraftwerksblocke aufteilt
und tiber Deutschland verteilt. Die Ermittlung der Versorgungssicherheitsindikatoren LOLE (loss of load
expectation) und EENS (expected energy not served) mit dem probabilistischen Versorgungssicherheits-
Modell (PVSM) wird in Abschnitt III beschrieben. Die Erstellung blockscharfer Dispatchergebnisse mit dem
Dispatchmodell (DPM) wird in Abschnitt IV beschrieben. AbschlieRend kénnen damit die Netzberechnungen
durchgefiihrt werden, siehe Abschnitt V.

Eingangsdaten
Investitions- Dispatch- Netz-
und Einsatzmodell Modell Modell
Kraftwerkspark = Kraftwerks- / \
verorter
Kraftwerkspark Kraftwerkseinsatz Lastfliisse
disaggregiert/ Handelsflusse Redispatch
\ 4 regionalisiert
Probabilistisches r's :
vV Rechenschritt
ersorgungs-
sicherheits- . LOLE (;loss of load expectation) :
Modell EENS (,expected energy not served®) Daten/Ergebnisse

Abbildung 1: Modellkette fiir das Versorgungssicherheitsmonitoring






BUNDESNETZAGENTUR | 5

Inhaltsverzeichnis
Einleitung 3
Inhaltsverzeichnis 5
I INTEGRIERTES INVESTITIONS- UND EINSATZ MODELL (IIEM) 9
A Kurzfassung 10
B Grundlagen 12
1 Optimierungsmodell 12
2. Zonen 13
3. Typen und Cluster 13
4. Freiheitsgrade 16
5. Zielfunktion 16
51 Marktform 16
5.2 Unsicherheit / Unvollkommenheiten 17
6. Diskontierung 18
6.1 Zielfunktion 18
6.2 Investitionen 19
6.3 Inflation 20
7. Kosten 20
8. Regelleistungsvorhaltung 21
C Formelzeichen 23
1. Indizes und Mengen 23
2. Variablen 25
3. Konstanten 26
D Modellierung 29
1. Zielfunktion 29
2. Bedarfsdeckung 31
3. Kapazititsmarkt 32
4. Regelleistungsvorhaltung 33
5. Interkonnektoren 33
6. Typ p "Kraftwerke" 33
6.1 Einsatz 33
6.2 Installierte Leistung 34
6.3 Einbindung Strombedarfsdeckung 37
7. Typ ph ,,KWK-Kraftwerk® 37
8. Typ s ,,Speicher” 37
8.1 Einsatz 38
8.2 Installierte Leistung 40
8.3 Einbindung Strombedarfsdeckung 42




6| I A KURZFASSUNG

II

III

1\Y

9. Typ fi ,Intervall-Nachfrageflexibilitaten“ 42
9.1 Parameterabhingigkeit 42
9.2 Einsatz 43
9.3 Installierte Leistung 44
9.4  Einbindung Strombedarfsdeckung 45
10. Typ fa ,Reduktion-Nachfrageflexibilititen® 45
10.1 Einsatz 46
10.2 Installierte Leistung 46
10.3 Einbindung Strombedarfsdeckung 47
KRAFTWERKSVERORTER 48
1. Pramissen und Aufbereitung der Eingangsdaten 48
11  Kraftwerksleistung ohne Standortinformation 48
12  Pramissen fiir neue Biomasse- und Gaskraftwerke 49
1.3 KWK-Pramissen 49
2. Modellierung 49
2.1  Neubau und Stilllegung 49
2.2 Mogliche Standorte fir Gaskraftwerke 50
2.3 Verteilung der Gaskraftwerke in Deutschland 50
24  Verteilung der Biomassekraftwerke in Deutschland 52

PROBABILISTISCHES VERSORGUNGSSICHERHEITSMODELL (PVSM)

Kurzfassung 54
Grundlagen 55
1 Zielfunktion 55
2 Monte-Carlo Simulation 56
3 Konvergenz 57
4, Versorgungssicherheitsindikatoren 57
5 Regelleistungsvorhaltung 58
6 Ausfalljahre 58
DISPATCHMODELL (DPM) 60
Kurzfassung 61
Grundlagen 63
1. Optimierungsmodell 63
2. Zonen 64
3. Marktteilnehmer und Kosten 64
Modellierung 65
1. Indizes und Mengen 65
2. Modellkonstanten 65
2.1  Kraftwerksliste 65
2.2 Leistungszeitreihen 66
2.3 Nachfrageflexibilititen 67
24  Handelskapazititen 68




BUNDESNETZAGENTUR | 7

3. Modellvariablen 69
3.1 Kraftwerksvariablen 69
3.2 Speichervariablen 70
3.3 Nachfrageflexibilititsvariablen 70
3.4 Handelsvariablen 71
3.5  Slack-Variablen 71
4. Zielfunktion 71
41  Kosten der Erzeugung 71
42  Kosten der Speicher 72
43  Kosten der Nachfrageflexibilititen mit freiwilliger Lastreduktion 72
44  Kosten der intervallartigen Nachfrageflexibilititen 72
4.5 Handelskosten 72
46  Kosten fir den Lastiiberhang 73
5. Nebenbedingungen 73
5.1 Balance 73
5.2 Handel 73
5.3 KWK-Balance 73
54  Speicherfiillstand Biomasse - Kraftwerke 74
5.5  Speicherfiillstand Speicher 74
5.6  Speicherfiillstand Speicher mit nattirlichem Zufluss 75
5.7  Speicherfiillstand intervallartige Nachfrageflexibilititen 75
5.8  Speicherfiillstand Nachfrageflexibilititen mit freiwilliger Lastreduktion 76
5.9 Kraftwerkszustand 76
\" BEWERTUNG DER NETZSEITIGEN VERSORGUNGSSICHERHEIT......................... 77
1 Netzmodell 77
2. Lastflussrechnungen 77
3. Ausfallrechnungen 78
4, Redispatchrechnungen 79
41  Eingriffe in den marktbasierten Einsatz der Anlagen 80
42  Leitungsliberlastungen 80
43  Optimierung mittels Power Transfer Distribution Factor 80
44  Teilnehmende Anlagen 81
4.5  Nichtverfligharkeiten von Kraftwerken 81
46  Abbildung von Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragung und
Phasenschiebertransformatoren 81
461  Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragung (HGU) 82
462 Phasenschiebertransformatoren (PST) 82
46.3 Netzbezogene Mafnahmen 82
VERZEICHNISSE 85
Abbildungsverzeichnis 86
Tabellenverzeichnis 87







BUNDESNETZAGENTUR | 9

I Integriertes Investitions- und Einsatz
Modell (IIEM)
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A Kurzfassung

"Wie wiirde sich der Kraftwerkspark! im aktuellen Strommarktdesign entwickeln?" Diese und dhnliche Fragen

werden mit dem Integrierten Investitions- und Einsatzmodell (ITEM) beantwortet.

Zur Reduktion der Komplexitit des mathematischen, eigentlich nichtlinearen gemischt-ganzzahligen
Optimierungsproblems wird das [IEM der BNetzA als ein lineares Optimierungsmodell formuliert. Es umfasst
gleichzeitig bzw. integriert die Einsatz- und Investitionsentscheidungen eines vollig rational handelnden
Investors. Damit wird derjenige Kraftwerkspark einschlieflich Einsatz berechnet, der die Nachfrage sowohl
nach Strom als auch nach KWK-Wirme kostenminimal? decken kann. Der Kraftwerkseinsatz ist pro Stunde
abgebildet und die installierte Leistung pro Jahr. Der gesamte Berechnungszeitraum wird gleichzeitig unter
der Annahme der "perfekten Voraussicht" betrachtet, das heifdt, es gibt keine Moglichkeit zur Arbitrage, sodass
das Modell den gesamten Strommarkt mit all seinen Teilmérkten in einem einzigen Spotmarktmodell zum
(beinahe) Lieferzeitpunkt konzentriert.

Um eine vertretbare Rechendauer zu erreichen sind weitere Vereinfachungen notwendig, um den

Modellumfang zu reduzieren:

«  Das Betrachtungsgebiet einer Berechnung wird in Zonen eingeteilt, wobei eine Zone ein geografisch
abgegrenztes Stromsystem umfasst mit allen relevanten Elementen (z.B. Deutschland mit nationaler
Stromnachfrage, inlandischen Kraftwerken etc.).

»  Das Stromnetz wird zwischen den Zonen mittels Net Transfer Capacity (NTC) abgebildet. Innerhalb der

Zonen werden keine Netzrestriktionen angenommen.

«  Alle Kraftwerke und Flexibilititen werden anhand gewisser Eigenschaften zu Clustern aggregiert?, um
ihre Anzahl deutlich zu verringern.

- Eswird pro Jahr das gleiche durchschnittliche Ausfalljahr sowie Referenzwetterjahr genutzt.

+  Das Stromsystem, das nicht mehr zum Betrachtungsgebiet gehort, aber mit diesem verbunden ist und
Strom handelt, wird per fester, durchschnittlicher, historischer Handelszeitreihe berticksichtigt.

Demnach ist das IIEM in seiner Grundstruktur ein Graph, also ein Knoten-Kanten-Modell, eines gewissen
geografisch eingegrenzten Stromsystems. Damit wird der Strommarkt simuliert, um die zukiinftige

Entwicklung des Kraftwerksparks zu bestimmen.

Das Optimierungsmodell ist dergestalt aufgebaut, dass die zu minimierende Zielfunktion alle Kostenwerte
enthilt, ndmlich des Einsatzes bzw. des Betriebes, der Investitionen, der Desinvestitionen bzw. Stilllegungen
und der fehlenden Leistung. In den Nebenbedingungen befindet sich alles Weitere: Kraftwerke,

Nachfrageflexibilititen und Speicher sind jeweils als eigenstindiger Typ modelliert, weil sie sich auf der

1 Die Bezeichnung "Kraftwerkspark" umfasst auch Anlagen, die keine Kraftwerke sind, z.B. bei Nachfrageflexibilititen etc.
2 Fiir den Strommarkt kann in guter Ndherung ,vollkommener Wettbewerb® unterstellt werden, sodass die Gewinnmaximierung der
einzelnen Marktakteure zur Kostenminimierung fiir das Gesamtsystem wird.

3 Zum Beispiel: Fiir DE werden alle Braunkohlekraftwerke mit KWK-Eigenschaft zu einem einzigen Cluster aggregiert.
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Makro-Ebene unterscheiden (bspw. haben Speicher eine Kapazitit, Kraftwerke nicht usw.). Pro Typ gibt es
mehrere Cluster, die sich auf der Mikro-Ebene unterscheiden (bspw. Energietriager, Energiewandlungs-
maschine usw.). Pro Zone werden alle Anlagen des Betrachtungsgebietes zu diesen Clustern aufsummiert (z.B.
alle Braunkohlekraftwerke in Deutschland bilden ein Cluster bzw. einen einzigen Leistungswert). Diese
Cluster miissen den Strombedarf und den KWK-Wirmebedarf decken, Regelleistung vorhalten und die
Leistungsvorgabe vorhandener Kapazititsmairkte erfiillen. Zwischen den Zonen kann Leistung kostenfrei
innerhalb der Net-Transfer-Capacities ausgetauscht werden. Wenn Leistung zur Bedarfsdeckung fehlt, dann
wird der Mangel mit hochpreisiger Residualleistung behoben, die die maximale Zahlungsbereitschaft abbildet.

Im Kapitel D ist das eben Beschriebene detailliert mit Formeln zu finden.
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B Grundlagen

1. Optimierungsmodell

Das [IEM ist ein mathematisches lineares Optimierungsmodell. Diese lineare Darstellung wurde gewahlt,
damit trotz der zahlreichen Modellierungen und des enormen Umfangs an Eingangsdaten in vertretbarer Zeit
eine Losung berechnet werden kann. Ein solches Optimierungsmodell hat typischerweise die folgende

mathematische Form:

min f(x) =c"-x
s.t. A-x<bh

Ib<x<ub
x ER

Die einzelnen Elemente bedeuten das Folgende:

1. Die Funktion f(x) ist die zu minimierende Zielfunktion.

2. Der Vektor cT (Vektor c transponiert) enthilt die Kosten.

3. Der Vektor x enthilt die Variablen. Sie gehoren zur Menge der reellen Zahlen.

4. Die Vektoren lb, ub (Lower bzw. Upper Bound) erfassen den Wertebereich der Variablen.
5. Die Matrix A enthilt die Koeffizienten der Nebenbedingungen.

6. Der Vektor b enthilt den konstanten Wert je (Un-)Gleichung

7. Die A-Matrix zusammen mit den Grenzwerten in b bilden das System der linearen Ungleichungen, die das

Modell bzw. die Nebenbedingungen beschreiben.

Es ist nicht vorgesehen mit diesem Optimierungsmodell die optimale Lésung zu berechnen, weil die
Rechendauer sehr hoch und damit die ganze Berechnung unpraktisch wire. Vielmehr arbeitet der
Losungsalgorithmus so lange, bis eine gefundene Lésung einen gewissen Grenzwert der "Nicht-Optimalitat"
unterschreitet. Dieser Grenzwert ist so gewéhlt, dass die verbliebene Nicht-Optimalitit relativ gesehen
unerheblich klein ist, das Modell in vertretbarer Zeit von ein paar Tagen geldst wird und dass die

Schattenpreise* sicher interpretierbar sind.

4 Hierbei ist vor allem die Nebenbedingung zur Deckung des Strombedarfes im Blick: Der Schattenpreis gibt die Kosten eines

zusitzlichen Megawatts an.
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2. Zonen

Die Komplexitit des Betrachtungsgebietes wird vereinfacht, indem es in Zonen "Z" eingeteilt wird. Eine Zone
entspricht im Allgemeinen einem Land/Staat bzw. einer NUTS-0 Einheit®, wobei in manchen Fillen Inseln
nicht mitbetrachtet werden®. Das heifit, dass das Stromsystem eines Landes vereinfacht in einer Zone
enthalten ist, mittels fester Leistungszeitreihe des Strombedarfes, dynamischen Kraftwerken, Flexibilititen
usw. aber ohne das inlindische Stromnetz. Lediglich zwischen den Zonen ist das Stromnetz vereinfacht als
eindimensionale Beschrinkung des Leistungsaustausches abgebildet, d.h. pro Stunde darf der
Leistungsaustausch zwischen zwei Zonen einen gewissen Grenzwert nicht tiberschreiten, namlich die Net-
Transfer-Capacity (NTC). In der Logik des Modells entspricht die Verbindung zweier Liander (Interkonnektion)
der Kante zwischen zwei Zonen. Daneben gibt es noch spezielle Offshore-Bidding-Zones "OBZ", um
bestimmte Offshore-Projekte abzubilden. Sie umfassen jeweils eine feste Einspeise-Zeitreihe von Offshore
Windenergieanlagen und Interkonnektoren. Das Stromsystem, das nicht mehr zum Betrachtungsgebiet
gehort, aber mit diesem verbunden ist und Strom handelt (= Randbereich), wird durch feste, durchschnittliche

historische Export-Handelszeitreihen berticksichtigt.

3. Typen und Cluster

Nicht alle Kraftwerke bzw. Anlagen im Betrachtungsgebiet kénnen als einzelne Einheit in das IIEM eingehen,
sondern ihre grofie Anzahl muss sinnvoll reduziert werden. Dies geschieht durch die Bildung von Typen und
Clustern. Insgesamt sind fiinf Typen implementiert, sie sind fix und werden nachfolgend erldutert. Pro Typ
kann es mehrere Cluster geben. Sie sind beliebig. Die Typen unterscheiden sich auf der Makro-Ebene (z.B. bzgl.
Speichereigenschaft, Verbrennung eines Priméarenergietrigers usw.) und die Cluster auf Mikro-Ebene (z.B.
Wirkungsgrad, Investitionskosten, Primérenergietrager usw.).

Die folgende Abbildung 2 zeigt schematisch das Vorgehen zur Bildung der Cluster von links nach rechts: Alle
Einheiten der Kraftwerksliste” (KWL) werden zuerst einem Typen zugeordnet, z.B. alle thermischen
Kraftwerken ohne KWK-Eigenschaft dem Typ "p". Danach werden Cluster innerhalb eines Typs gebildet,
dargestellt anhand der Zahlen in den gelben Kreisen, z.B. die "1". Ein Cluster ist somit die Summe aller
zugeordneten Kraftwerke und demnach eine stetige Leistungsmenge und kein blockscharfes Kraftwerk. Zum
Beispiel bilden alle Erdgaskraftwerke (in Abbildung 2 die Farbe Gelb) mit dem Aufbau "Gas- und

Dampfturbine" ohne KWK-Eigenschaft (die Zahl 1 in den gelben Kreisen) in der Zone DE ein Cluster.

5 NUTS steht fiir "Nomenclature des Unités territoriales statistiques" und umfasst ein hierarchisches System zur Abbildung der
6konomischen Einheiten in der EU. Die Ebene 0 entspricht der Landesebene. Siehe auch: https://op.europa.eu/de/web/eu-
vocabularies/dataset/-/resource

6 Dazu gehoren u.a. die kanarischen Inseln etc.

7 In dieser Liste sind alle Kraftwerke des Betrachtungsgebietes verzeichnet. Diese wurde von der BNetzA eingekaulft.


https://op.europa.eu/de/web/eu-vocabularies/dataset/-/resource
https://op.europa.eu/de/web/eu-vocabularies/dataset/-/resource
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“KwL’ Typen Cluster

00000000

Clustermenge
eines Typs

Abbildung 2: Einteilung der Kraftwerksliste in Typen und Cluster; (Quelle BNetzA)

Nachfolgend sind die finf implementierten Typen dargestellt:

fa = Nachfrageflexibilititen, die ihre Last freiwillig reduzieren konnen, z.B. Industrieprozesse

fi = Nachfrageflexibilititen, die ihre Last verschieben kénnen, z.B. Elektroautos

p = Kraftwerke, insb. die klassischen thermischen Kraftwerke, z.B. Erdgaskraftwerke

ph = KWK-Kraftwerke, Kraftwerke mit Kraft-Warme-Kopplung, die Strom und Warme erzeugen

s = Speicheranlagen aller Art, z.B. Pumpspeicherwasserkraftwerke, Batteriespeicher usw.

Wie bereits erldutert kann es pro Typ eine beliebige Anzahl bzw. Zusammenstellung an Clustern geben.

In Tabelle 1 ist zu sehen, welche Cluster im I[TEM genutzt werden und nach welchen Merkmalen die Anlagen
aus der Kraftwerksliste einem Cluster zugeordnet werden. Diese Aggregation der Anlagen ist notwendig,
damit das Modell berechenbar ist.



BUNDESNETZAGENTUR | 15

Merkmale Zuordnung .

NEA PET [ EWM | KWK | Typ | Cluster Erlduterung

- - - - Indl |Nachfrageflexibilitat Industriel

- - - - fa Ind2 |Nachfrageflexibilitat Industrie2

- - - - Ind3 |Nachfrageflexibilitat Industrie3

- - - - BEV |Nachfrageflexibilitat Elektromobilitat

- - - - GHD |Nachfrageflexibilitdt Gewerbe-Handel-Dienstleistungen

- - - - HSS [Nachfrageflexibilitdit Heimspeichersysteme

- - - - Ind4 |Nachfrageflexibilitat Industrie 4

- - - - fi | P2Goff |Nachfrageflexibilitit Power to Gas Offsite

- - - - P2Gon |Nachfrageflexibilitdt Power to Gas Onsite

- - - - P2Hfw |Nachfrageflexibilitdit Power to Heat Fernwarme

- - - - P2Hind |Nachfrageflexibilitdit Power to Heat Industrie

- - - - WP |Nachfrageflexibilitait Warmepumpen
NEA ABF KWK ABF |Kraftwerke mit PET Abfall
NEA BIO KWK BIO |Kraftwerke mit biogenem PET
NEA BRK KWK BRK |Kraftwerke mit PET Braunkohle
NEA ERG GuD KWK ERGc |Kraftwerke mit PET Erdgas als GuD-Anlage ausgefihrt
NEA ERG GuD KWK ERGo |Kraftwerke mit PET Erdgas als offene GT ausgefiihrt
NEA GEO KWK GEO |Kraftwerke mit PET Geothermie
NEA H2 GuD KWK H2c |Kraftwerke mit PET Wasserstoff als GuD-Anlage ausgefiihrt
NEA H2 GuD KWK P H2o |Kraftwerke mit PET Wasserstoff als offene GT ausgefiihrt
NEA KGAS KWK KGAS [Kraftwerke mit PET Kuppelgas
NEA KWK NEA |Netzersatzanlagen
NEA NUK KWK NUK |Kraftwerke mit PET Kernenergie
NEA  OEL,HEL,DIE,HES KWK OEL |Kraftwerke mit PET O, Heizél leicht/schwer, Diesel
NEA SON KWK SON |Kraftwerke mit PET Sonstiges
NEA STK KWK STK |Kraftwerke mit PET Steinkohle
NEA ABF KWK ABFx |Kraftwerke mit PET Abfall sowie KWK
NEA BIO KWK BIOx |Kraftwerke mit PET Biomasse/-gas und KWK
NEA BRK KWK BRKx |Kraftwerke mit PET Braunkohle und KWK
NEA ERG GuD KWK ERGcx |Kraftwerke mit PET Erdgas und KWK als GuD-Anlage ausgefiihrt
NEA ERG GuD KWK ERGox |Kraftwerke mit PET Erdgas und KWK als offene GT ausgefiihrt
NEA GEO KWK GEOx |Kraftwerke mit PET Geothermie und KWK
NEA H2 GuD KWK | ph H2cx | Kraftwerke mit PET Wasserstoff und KWK als GuD-Anlage ausgefiihrt
NEA H2 GuD KWK H20x |Kraftwerke mit PET Wasserstoff und KWK als offene GT ausgefiihrt
NEA KGAS KWK KGASx |Kraftwerke mit PET Kuppelgas und KWK
NEA NUK KWK NUKx |Kraftwerke mit PET Kernenergie und KWK
NEA  OEL,HEL,DIE,HES KWK OELx |Kraftwerke mit PET Ol, Heizol leicht/schwer, Diesel und KWK
NEA SON KWK SONx [Kraftwerke mit PET Sonstiges und KWK
NEA STK KWK STKx |Kraftwerke mit PET Steinkohle und KWK
NEA LW,GZW LW |Kraftwerke mit PET Laufwasser/Gezeitenwasser
NEA PSW s PSW |Kraftwerke mit PET Pumpspeicherwasser
NEA ES SBS |Stationdre Batteriespeichersysteme mit PET elektrischer Strom
NEA SW SW |Kraftwerke mit PET Speicherwasser

Tabelle 1: Ubersicht der im IIEM verwendeten Cluster

Lesebeispiel fiir die Clusterzuordnung eines Braunkohle-GuD-KWK-Kraftwerks:

1. Esist keine Netzersatzanlage (NEA).

2. Esnutzt als Primérenergietrager Braunkohle (BRK).

3. Die Energiewandlungsmaschine ist fiir BRK-Anlagen nicht relevant.

4. Eshat die KWK-Eigenschaft.

5. Somit handelt es sich um ein Kraftwerk vom Typ ph und wird dem Cluster "BRKx" zugeordnet.
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4. Freiheitsgrade

Jedes Cluster kann bzgl. der installierten Leistung verschiedene Vorgaben haben (z.B. eine maximale
installierte Leistung wie im Fall des Ausstiegs aus der Kohleverstromung in Deutschland, bekannter Zubau
usw.) und demnach viele oder wenige Freiheiten. Um diese Vielzahl an Méglichkeiten handhabbar zu machen
und gleichzeitig einen Uberblick zu schaffen, werden die méglichen Vorgaben eines Clusters in Freiheitsgrade
(FG) eingeteilt. Diese FG werden dann genutzt, um Grenzvorgaben fiir die Variablen bzgl. der installierten
Leistung zu erstellen, sodass sich die installierte Leistung innerhalb des Modells nur wie beabsichtigt &ndern
kann. Das heifit, jedes Cluster in jeder Zone ist einem der folgenden Freiheitsgrade zugeordnet. Dabei gibt es

prinzipiell vier Haupttypen (1,2,3,4) und zwei Subtypen (20,40):

FG Erlduterung

1 "Frei" = Es gibt evtl. einen initialen Bestand (der altersgemaR abnimmt) und evtl. bekannten
Zubau, der dariiber hinaus aber unbeschrankt ist.

5 "Eingeschrankt" = Wie FG1, allerdings gibt es einen Obergrenzwert fiir den Gesamtbestand (wg.
Potentialbeschrankung oder Ausstiegsplan 0.4.)

3 "Halbbestimmt" = Wie FG1, aber der Zubau speist sich ausschlieflich aus bekannten Projekten
(evtl. gibt es keine bekannten Neubauprojekte, dann ist der Zubau 0 MW.)

4 "Vorgabe" = Es gibt eine Gesamtbestandsvorgabe (inkL. initialen Bestand).

20 Wie FG2, allerdings mit einem Obergrenzwert der die Summe mehrerer Cluster betrifft.

40 Wie FG4, allerdings ist der Bestand im Betrachtungszeitraum immer 0 MW.

Tabelle 2: Ubersicht der Freiheitsgrade der Cluster im IIEM; (Quelle BNetzA)

5. Zielfunktion

Im IIEM wird als Zielfunktion die Systemkostenminimierung unter perfekter Voraussicht genutzt. Damit
kann die unbekannte individuelle Gewinnmaximierungsabsicht der Investoren/Erzeuger abgebildet werden.
Das ist moglich, weil der Strommarkt insgesamt und der modellierte Spotmarkt im Besonderen den Kriterien
des vollkommenen Wettbewerbs sehr nahekommt. Diese Vorgehensweise wird in vergleichbaren

Untersuchungen ebenfalls angewendet®.

5.1 Marktform

Bei der zugrundeliegenden Annahme von vollkommenem Wettbewerb ist die Wahl der Perspektive
"Gewinnmaximierung vs. Kostenminimierung" unerheblich. Der Grund dafiir ist, dass sich in diesem Fall alle
Akteure zwar individuell optimal verhalten (also gewinnmaximierend), jedoch der vollkommene Wettbewerb

8 Zum Beispiel: "Definition und Monitoring der Versorgungssicherheit an den europiischen Strommirkten Projekt Nr. 047/16" aus
2019: https://www.bmwk.de/Redaktion/DE/Publikationen/Studien/definition-und-monitoring-der-versorgungssicherheit-an-den-
europaeischen-strommaerkten.html; "Das Strommarktmodell EMMA": https://neon.energy/emma/; "LIMES - Long-term
Investment Model for the Electricity Sector": https://www.pik-potsdam.de/en/institute/departments/transformation-
pathways/models/limes; "PyPSA: Python for Power System Analysis": https://pypsa.readthedocs.io/en/latest/


https://www.bmwk.de/Redaktion/DE/Publikationen/Studien/definition-und-monitoring-der-versorgungssicherheit-an-den-europaeischen-strommaerkten.html
https://www.bmwk.de/Redaktion/DE/Publikationen/Studien/definition-und-monitoring-der-versorgungssicherheit-an-den-europaeischen-strommaerkten.html
https://neon.energy/emma/
https://www.pik-potsdam.de/en/institute/departments/transformation-pathways/models/limes
https://www.pik-potsdam.de/en/institute/departments/transformation-pathways/models/limes
https://pypsa.readthedocs.io/en/latest/
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daftir sorgt, dass das Ergebnis volkswirtschaftlich kostenminimierend ist, denn solange ,0konomischer
Gewinn“ zu erzielen ist, treten Anbieter in den Markt ein, die den Gewinn abschopfen®.

Der europiische Strombinnenmarkt erfiillt die Bedingungen fiir vollkommenen Wettbewerb weitestgehend:

Es gibt eine hinreichend grofie Anzahl an Akteuren auf der Angebots- und Nachfrageseite, sodass kein
Marktteilnehmer durch strategisches Verhalten und Marktmacht das Marktergebnis wesentlich beeinflussen
kann. Die Liberalisierung des Strommarktes hat insgesamt dazu gefiihrt, dass nicht mehr nur einige grofie
Betreiber Kapazititen anbieten, sondern auch verstirkt Drittanbieter in den Markt eingetreten sind. Dariiber
hinaus sorgt auch der Ausbau der EE-Anlagen fiir eine erh6hte Dynamik auf dem Markt.

Strom ist ein homogenes Gut.

Der Borsenhandel, definierte Produkte und 6ffentliche Preise sorgen fiir vollstindige Transparenz.

Es gibt geringe Markteintrittsbarrieren, da die Teilnahme am Strommarkt auf verschiedene Weisen méglich
ist. Damit steht der Strommarkt allen Interessenten mit den notigen Voraussetzungen offen und die
Bedingung fiir den barrierefreien Markteintritt darf als gegeben angesehen werden.

5.2 Unsicherheit / Unvollkommenheiten

Unter der beschriebenen Wettbewerbsannahme darf jedoch nicht verstanden werden, dass es keine
Marktunvollkommenheiten gibt. Alle wesentlichen Marktunvollkommenheiten kénnen unter Beibehaltung
der Wettbewerbsannahme modelliert werden, etwa die Unwissenheit bzw. Unsicherheit, der sich ein Investor
gegeniibersieht mit Blick auf politische Entscheidungen, das Wetter, etc. also letztlich alles, was Einfluss auf
das Marktergebnis haben kann. Der bekannte Teil der Einfliisse kann explizit in Form von Beschrinkungen
modelliert werden. Hier ist ein Fahrplan fiir die Stilllegung von Kohle- und Kernkraftwerken denkbar,
steigende CO2-Zertifikatspreise usw. Diese Umstidnde haben alle einen Einfluss auf den Markt und auf die
Mittelfliisse, aber sie &ndern nichts an der grundsétzlichen Wettbewerbssituation. Der unbekannte Teil wird

wie folgt berticksichtigt, indem:

6. Die Zielfunktion einer Barwertberechnung entspricht (siehe Abschnitt 6.1): Bei dieser Vorgehensweise
wird ein Diskontierungsfaktor genutzt, um die Unsicherheit beziiglich der zukiinftigen Zahlungsfliisse
zum Ausdruck zu bringen - je héher der Diskontierungsfaktor, desto geringer fallen zukiinftige

Zahlungsstrome ins Gewicht.

7. Fir das eingesetzte Kapital wird eine h6here Verzinsung gefordert (siehe Abschnitt 6.2): Hierdurch
erhohen sich die kalkulatorischen Investitionskosten.

9 In anderen Worten: Auf einem vollkommenen Wettbewerbsmarkt ist der einzelne Anbieter Preisnehmer. Er kann zwar seine
Ausbringungsmenge beeinflussen, mit dieser aber nicht den Preis, sonst wiirde ein anderer Marktteilnehmer den Anteil ibernehmen.
Es wird letztlich eine Menge angeboten, sodass am Ende die Gewinnmaximierung erfiillt ist (Grenzkosten = Grenzerl6s), die aber
gleichzeitig dem Marktpreis entspricht. Dies fiihrt dann auch zu gesamthafter Systemkostenminimierung, da kein Anbieter den Preis
durch kiinstliche Angebotsverknappung beeinflussen kann und kein Anbieter eine Menge ausbringt, bei der die Grenzkosten
oberhalb des Marktpreises liegen. Ein solcher Anbieter wiirde aus dem Markt austreten miissen. Damit kann vollkommener
Wettbewerb unterstellt und die Kostenminimierung als Zielfunktion fiir das Gesamtsystem gewahlt werden.
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6. Diskontierung

Bei der Diskontierung bzw. Abzinsung geht es darum, den Wert zukiinftiger Zahlungen (seien es Kosten oder
Erlose) zu bestimmen. Fiir das Investitionsmodell sind hierbei drei Bereiche relevant:

Zielfunktion: Kosten fallen in verschiedenen Jahren an.
Investitionen: Investitionskosten sind tiber einen Zeitraum zuriickzuverdienen.
Inflation: In der Realitit verdndern sich die Kosten wegen des allgemeinen Preisniveaus.

6.1 Zielfunktion

Am Strommarkt sind viele Investoren aktiv, die vor dem Hintergrund ihrer individuellen Risikopréferenz,
ihre Gewinne maximieren wollen. Unter der Annahme von vollkommenem Wettbewerb entspricht diese
Vielzahl an Investoren genau einem rationalen Investor, der die Summe aller Kosten (= Systemkosten)
minimieren will (siehe folgende Formel). Dieses Bild des einen Investors wird im Folgenden genutzt, um die
Uberlegungen etwas anschaulicher und dadurch verstindlicher zu machen.

Minimiere ZF = Z Gesamtkosten g (I-2)

a€A

Dieser Investor ,iiberlegt” im IIEM, wie er investieren sollte, damit die Systemkosten minimal werden. Damit
fir ihn alle Investitionsoptionen vergleichbar sind, miissen die Kosten, die in unterschiedlichen Jahren
anfallen, mittels Diskontierungsfaktor df (siehe folgende Formel) auf einen Zeitpunkt bezogen werden.!® Das
kommt daher, weil das Geld fur die Investition auch alternativ einsetzbar ist bzw. weiter in der Zukunft

liegende Zahlungen unsicherer sind.

a—al

) (1-3)

@ = (5

Dementsprechend sieht die Zielfunktion folgendermafien aus:
Minimiere ZF = Z df (a) * Gesamtkosten (I-4)
a€eA

Nach dem Opportunititskonzept ergibt sich die Diskontrate r aus einer risikoaddquaten Alternativanlage.
Diese Alternative ist aber unbekannt. Der Einfachheit halber wird die 30-jahrige!? Bundesanleihe verwendet,

10 Folie 30 ff. in ,, Tom Brown - Energy Systems, Summer Semester 2021 Lecture 13: Long-Term Dynamics”
115 533 in Wohe, Betriebswirtschaftslehre

1230 Jahre, weil die Investitionsmoglichkeiten im Schnitt eine Lebensdauer von ca. 30 Jahren haben.
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weil sie die hochste Mindestrendite einer sicheren Anlage hat und weil sich alle auf diese Mindestrendite
einigen konnen. Fiir Bundesanleihen®® mit 30-jahriger'* Laufzeit sind es grob ca. 2%.

Ein Nebeneffekt der Diskontierung ist, wie schon erwihnt, dass die unsichere Zukunft, in Form der
zuklnftigen Kosten, ein geringeres Gewicht in der Zielfunktion hat. Das bedeutet je weiter Kosten (oder
Erlose) in der Zukunft liegen, desto hoher ist ihre Unsicherheit, aber auch desto geringer ist ihr Einfluss in der
Zielfunktion.

6.2 Investitionen

Fir den Investor ist eine entscheidende Frage, wann die Investitionskosten zuriickgezahlt werden miissen.
Hier gibt es viele Moglichkeiten. Fir das ITEM wird die Annahme getroffen, dass die Riickzahlung der
Investitionskosten in jahrlich gleichbleibenden Zahlungen tiber die ganze Lebensdauer erfolgt. Das bedeutet
aber nicht, dass diese in jedem Jahr verdient werden miissen, sondern es kommt auf die Zahlungen des
gesamten Zeitraumes an.

Damit wird ein Problem des Modells behoben: Die Lebensdauern der Kraftwerke reichen oftmals tiber den
Betrachtungszeitraum hinaus. Mit dieser ,Annuititen-Methode“ ist dies angemessen berticksichtigt, weil kein
Restwert 0.4. berticksichtigt werden muss, sondern nur, was bis zum Ende des Betrachtungszeitraumes anfillt.
Lediglich im Fall einer vorzeitigen Abschaltung werden die verbliebenen Annuitéiten in Form von
versunkenen Kosten im Betrachtungszeitraum bertcksichtigt (siehe Abschnitt 7).

Fixe Betriebskosten enthalten im Allgemeinen einen Kapitaldienst (Zinsen und Tilgung). Die fiir das [IEM zu
nutzenden Werte sollten diesen Kapitaldienst schon beriicksichtigen bzw. enthalten. Falls nicht, dann muss
vorher eine Annuitit mit Lebensdauer eines Jahres berechnet werden.

Zur konkreten Berechnung:

Die annuititischen Investitionskosten (AIK) beschreiben die Gesamtkosten eines Investitionsprojekts in
dquivalenten jahrlichen Kosten in Euro pro Megawatt und pro Jahr [(€/MW)/a = €/MWa]. Sie ergeben sich aus
dem Nettobarwert (NBW) [€/MW] multipliziert mit dem Annuititenfaktor (ANF):

K4 = NBW - ANF (I-5)

Mit WACC als Weighted Average Cost of Capital (= gewichtete, mittlere Verzinsung des eingesetzten Kapitals)
und LD als Lebensdauer der Investition in Jahren ist der ANF (ohne Risikoprimie) definiert als:

(1 + WACC)P - WACC

(1 + WACO)!P —1 -6)

ANF(LD,WACC) =

Da im Modell nur einmalig Investitionskosten (IK) [€/MW] anfallen, entspricht der NBW diesen einmaligen
Investitionskosten:

13 https://www.deutsche-finanzagentur.de/bundeswertpapiere/bundeswertpapierarten/bundesanleihen

14 Als Vergleich mit dhnlicher Laufzeit, da die Investitionsoptionen im Modell Lebensdauern von 15-55 Jahre haben.


https://www.deutsche-finanzagentur.de/bundeswertpapiere/bundeswertpapierarten/bundesanleihen
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LD KIK
NBW = Z—“ = KK = K'¥ I-7
+ (1+ WACC)® 0 =7)

a=

6.3 Inflation

In der Realitdt verdndert sich das Preisniveau wegen der Inflation, d.h. die Wertigkeit einer zukiinftigen
Zahlung nimmt ab bei gleichem Betrag. Demnach miisste eine zukiinftige Zahlung im Rahmen einer
Barwertberechnung eine hohere Diskontierungsrate haben. Stattdessen kann aber auch die Inflation
angemessen beriicksichtigt werden, indem reale Kostenwerte genutzt werden. Das heifit, dass alle Kosten das
gleiche Basisjahr haben und dadurch die Diskontierungsrate gleichbleiben kann. Im I[IEM werden die realen
Kostenwerte mit dem ersten Betrachtungsjahr als Basisjahr angenommen. So konnen mit der Einheit [€_2025]
die realen Kostenwerte pro Jahr angesetzt werden.

7. Kosten

Die fiir das [IEM verwendeten Kostenwerte sind reale Werte (sieche Abschnitt 6.3 auf Seite 20) mit dem ersten
Berechnungsjahr, dem Jahr 2025, als Bezugsjahr. Im Folgenden ist zunichst eine Ubersicht der im IIEM
monetiren Werte zu sehen.

Gruppe Parameter Abk. Einheit
Betrieb  CO2-Emissionsfaktor EF [t_CO2/MWh_th]
Betrieb  Energietragerkosten ETK [€/ MWh_th]
Betrieb  Elektrischer Wirkungsgrad EWG [MWh_el / MWh_th]
Betrieb  Fixe Betriebskosten FBK [€/ MWa]

Betrieb  CO2-Emissionskosten KCO2 [€/t_CO2]
Betrieb  Sonstige variable Kosten SVK [€ / MWh]

Betrieb  Transportkosten TK [€ / MWh_th]
Betrieb  Variable Betriebskosten VBK [€ / MWh]

Betrieb  Variable Instandhaltungskosten VIK [€/ MWh]

Invest  Abschaltkosten AK [€/ MW]

Invest  Annuitdtische Investitionskosten AIK [€/ MWa]

Invest  Investitionskosten IK [€/ MW]

Invest  Lebensdauer LD [a]

Invest  Weighted Average Cost of Capital WACC [-]

Invest  Risk Premium RP (-]

Tabelle 3: Ubersicht der Kostenparameter im IIEM; (Quelle BNetzA)

Alle Kostenparameter konnen prinzipiell in die zwei Gruppen Betrieb und Investition eingeteilt werden (wie
in der dariiber liegenden Tabelle in Spalte "Gruppe" zu sehen ist). Beide Gruppen entsprechen den zwei
wesentlichen Elementen des "Integrierten Investitions- und Einsatzmodells" (der "Betrieb" ist hier
weitergefasst als "Einsatz"). Je Gruppe gehen zwei Kostenwerte unmittelbar in das Modell ein:
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8. Betrieb: Variable Betriebskosten (VBK) und Fixe Betriebskosten (FBK)
9. Investitionen: Annuititische Investitionskosten (AIK) und Abschaltkosten (AK) inkl. versunkene Kosten

Die variablen Betriebskosten (VBK) werden nach der folgenden Formel berechnet. Sie sind spezifisch pro Jahr,
Zone und Cluster. Bei den Clustern der Typen Kraftwerke (p) und KWK-Kraftwerke (ph) sind die VBK
individuell fir den Alt- und Neubestand?® mittels Wirkungsgrades'¢ differenziert:

€ coz[ € 7. tcoz €
_ ETRq, [MWhth]+Ka [tcoz] EF, [MWhth + TRz | Mg,

a,Z,C [ -
MWh 1] MWhg
e EWG, [MWhth

VBK

+ VIK, ] + SVK,

€
[MWhel ' [MWhel]

Im Folgenden ist die Berechnung der annuitétischen Investitionskosten (AIK) zu sehen. Sie dienen als
Grundlage zur Berechnung der Investitionskosten sowie den versunkenen Kosten:

[ (1 + WACC, + RP,)"Pc - (WACC,. + RP,)
ac MW, (1 + WACC, + RP)Pc — 1

[Miwl] - (1-9)

AIK,

Die versunkenen Kosten, siehe Formel (I-23), entsprechen Kosten, die nicht mehr zuriickverdient werden
koénnen. Im IIEM gibt es genau einen Fall, in dem sie berticksichtigt werden miissen: Wenn die Lebensdauer
einer Investition tiber den Betrachtungszeitraum hinausreicht und die Abschaltung dennoch vorzeitig
innerhalb des Betrachtungszeitraumes geschehen kann. Dann miissen die verbliebenen Annuititen als
versunkene Kosten extra in dem Betrachtungszeitraum berticksichtigt werden.

8. Regelleistungsvorhaltung

Das IIEM bildet nur Marktprozesse quasi bis unmittelbar vor Eintritt ab und umfasst somit nur Prognose-
werte. Die Realitit, also die Realisierung bzw. das Eintreten von Abweichungen von Prognosewerten ist nicht
enthalten. Die treten erst nach den Marktprozessen auf. Darum ist die gesamte positive Regelleistung im IIEM
vorzuhalten, weil sie, vereinfacht gesagt, zum Ausgleich von Prognoseabweichungen gedacht ist, die wie oben

beschrieben aber nicht im IIEM enthalten sind.

Bei der Regelleistungsvorhaltung (RLV) soll Leistung vor- bzw. freigehalten werden und es soll kein Abruf
erfolgen bzw. Energie erzeugt werden. Im Modell wird dies wie folgt abgebildet: Die Leistung, die im
klassischen Spotmarkt bereitgestellt wird, plus der fiir die Regelleistung vorgehaltenen Leistung, muss
kleiner-gleich der verfiigbaren Leistung sein.

pfOM'f‘prV SI_—,tve‘rfiiglm‘r (1_10)

15 Zum Altbestand gehoren alldiejenigen Anlagen bzw. Kraftwerke, die initial im Betrachtungszeitraum da sind. Alle Anlagen die im
Betrachtungszeitraum hinzukommen, geh6ren zum Neubestand.

16 Der Wirkungsgrad des Altbestands kommt aus der Kraftwerksliste und der Wirkungsgrad fiir den Neubestand ist eine Annahme.
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Bei Speichern ist die Modellierung komplex, da die RLV prinzipiell aus dem Speicherinhalt bedient werden

miusste, was jedoch gewisse Nachteile mit sich bringt. Die Nachteile sind:

Die zwecks Vorhaltung dem Speicher entnommene Energie entspriache Regelenergie. Die Summe dieser
Regelenergie wire sehr viel grofRer als die Regelenergie in der Realitét, denn in der Realitdt ist die Summe des
Abrufes der pos. Regelleistung (RL), und insbesondere der Saldo aus neg. und pos. RL, verhéltnismafig klein.

Die Vorhaltung bei Speichern kann indirekt zu einem Abruf fihren: Wenn die zur Vorhaltung abgezweigte
Leistung aus dem Speicherinhalt bereitgestellt wird, dann muss die enthaltene Energie, die nicht aus einem
Zulauf stammt, vorher erzeugt worden sein. Der Erzeuger war im Zweifelsfall ein Kraftwerk, wodurch Kosten
und CO2 angefallen sind, was aber im Rahmen einer Vorhaltung nicht beabsichtigt ist.

Darum wird die RLV bei Speichern so umgesetzt, dass Leistung zwar vorgehalten wird (1), jedoch dafiir keine
Energieentnahme aus dem Speicher erfolgt (2):

(1) SCEOM,AuS + SR < S;ierfﬁgbar (I-11)

(2) StGE — StG_E1 + StEOM,Ein _ SCEOM,Aus (I-12)
Damit sind die beiden oben angesprochenen Nachteile berticksichtigt und der jetzt noch verbliebene Fehler

kleiner, als wenn die vorgehaltene Leistung komplett mit Energie aus dem Speicher bedient wiirde.

In der Realitit gibt es verschiedene Regelleistungsarten bzw. -qualititen. Dies wird berticksichtigt, indem die
vorzuhaltende Regelleistung auf zwei Segmente verteilt wird: Das eine Segment wird "Spinning" genannt, was
bedeutet, dass Regelleistung quasi sofort erbracht werden kann. Das andere Segment heifdt "Non-Spinning",
was bedeutet, dass Leistung erst nach wenigen Minuten Anfahrzeit bereitgestellt werden kann. Alle Cluster
werden einem Segment zugeordnet, sodass die vorgehaltene Regelleistung nur im zugeordneten Segment zur

Verfiigung steht.
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C Formelzeichen

1. Indizes und Mengen

Tiefergestellte Indizes & Mengen - Ubersicht

Name Index, Menge Beispiel
Jahr a€A 2025, 2026, ...
Zeitschrift (i.d.R. Stunde) teT 1,2,..,8760
Zone, Nachbarzone Z,72Z € Z DE, FR, ...
Zonen mit Kapazitatsmarkt z€ZKM c Z FR, ...
Offshore-Bidding-Zones z € OBZ BEI, DKTL, ...
Cluster der Reduktion-Flexibilitdten c € CFA Indl, ...
Cluster der Intervall-Flexibilitdten c € CFI eMob, ...
Cluster der Kraftwerke/Power Plants c ECP BRK, STK, ...
Cluster der KWK-Kraftwerke c € CPH BRKXx, STKXx, ...
Cluster der Speicher c€ECS PSW, ...

Grenziiberschreitende Verbindung x=(z,zz) €X (Von-Nach), (DE-AT)

Tabelle 4: Tiefergestellte Indizes & Mengen - Ubersicht; (Quelle: BNetzA)

Hochgestellte Indizes - Ubersicht I

Name Index Beispiel
Erstes Mengenelement 1 al
Letztes Mengenelement N aV
Abschaltung Ab p;“,’é:?”
Faktor von Aus- zu Einspeicherleistung (A>E) AE SPE
Faktor von Ausspeicherleistung zu Kapazitit (A->K) AK SAK
Abzusichernde Leistung AL KM
Altbestand Alt pil;:?u
Ausspeicherung Aus saus .
Maximale Ausspeicherleistung AusMax figusMax
Angebotsseite Strombedarf ASB ot

Angebotsseite Warmebedarf AWB Tt

Bestandsvorgabe (Gesamtbestand) BV Pyt
Minderungsfaktor (De-Rating Factor) DRF KMDEF
EE-Anlagen EE LZRGE,

Einspeicherung Ein Satzc

Tabelle 5: Hochgestellte Indizes - Ubersicht I; (Quelle BNetzA)




24 | INTEGRIERTES INVESTITIONS- UND EINSATZ MODELL (IIEM)

Hochgestellte Indizes - Ubersicht II

Name Index Beispiel
Maximale Einspeicherleistung EinMax fiatnex
Einsatz Eins PaTse
Initialer Bestand InitB P/®
Initial gespeicherte Energie bzw. initialer Speicherinhalt InitGE SnitGE
Installierte Leistung (,Gesamtbestand*) Inst Pise
(Bestandsvorgabe) Inst. Leistung des Altbestand InstAlt pEy Instalt
(Bestandsvorgabe) Inst. Leistung des Neubestand InstNeu ppY Imsteu
Gespeicherte Energie GE Setzc
Maximale gespeicherte Energie GEmax figle,?x
Minimale gespeicherte Energie GEmin flfi‘i’;"cn
Maximalwert fiir den Gesamtbestand GesMax Pf,;’;f“M“"
Minimalwert fir den Gesamtbestand GesMin P,f;fesmn
Grenzvorgabe fiir den Bestand GV P oMo
Kapazitit Kap  sgme?
KWK-Anlage KWK LZREZE
Neubestand Neu pifé:’!e”
Nachfrageseite Strombedarf NSB Tate
Non-Spinning (Kategorie der RLV) NSpin Kf,f,f'mm
Netzverluste NV LZRGY,
Relativer Randspeicherstand (Anteil an Kap.) RRSS SRRSS
Regelleistungsvorhaltung RLV Phizc
(Residuallast) Strom S RL%,,
Stromkennzahl (= Pel / Qth) SKZ pSkz
Stromnachfrage SN LZRSY,
Maximalwert fiir den Speicherstand (State of Charge) SOCmax Sf_‘zl_'focmax
Minimalwert fiir den Speicherstand (State of Charge) SOCmin Sf_‘z’;f“mi”
Spinning (Kategorie der RLV) Spin Kf,f,f'spin
Umrechnungsfaktor UF F1 tl,];,'cEinMax
Vorzeichen (+1 oder -1) \4 FIY*
Verschiebezeitfenster VZF F/#F
Maximalwert fiir die Vollbenutzungsstunden VBSmax Pa(fg,'cVBsmax
Minimalwert fiir die Vollbenutzungsstunden VBSMin Pa(fg,'cVBsmin
(Residuallast) Warme w RLY,,

Tabelle 6: Hochgestellte Indizes - Ubersicht II; (Quelle BNetzA)
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Hochgestellte Indizes - Ubersicht III

Name Index Beispiel
Wirmekennzahl (=Q/P) WKZ Pz
Wirmenachfrage WN LZREY,
Wirkungsgrad beim Einspeichern WG,Ein SZVCG'EM
Wirkungsgrad beim Ausspeichern WG,Aus SyniAus
Zubau/Investition (beim Neubau) Zu piaret
Zufluss Zu Sa%e

Tabelle 7: Hochgestellte Indizes - Ubersicht III; (Quelle BNetzA)

2. Variablen

Ubersicht
Typ Bestand Gesamt Anfang Zubau?’ Abschaltung?® Einsatz'®
GesB st ) - ) e
fa AltB aIZ,SCt'Alt Fz{?itB _ axleb',CAlt -
NeuB  fymstiNeu S v azeaa -
GesB filse - . ) if,itr,lz/,‘guS/RLV/GE
fi AltB fl-‘IZ‘I:IZSVE,Alt‘ FlgqcitB - iﬁf;‘_’é” -
Neup  fillstNeu - e figmeaa -
GesB Pt - - - Part.c
p AltB nst.ale Pt - et aime”
NeuB st New - plae Pascan arae
GesB phist - - - Phéise
ph AltB  phIisual PH® - phaye” phe st
NeuB  phlstNev - phaze™  phayeaa Pherse
GesB s,’lnzsﬁ _ _ - S;l’l;'.;/CEin/Zu/GE/RLV
s AltB S‘IZZ.TE,Alt Szlféi“? _ s;l'l;',?lt -
News st S :
x GesB  PX[mst - - - Px,

Tabelle 8: Ubersicht zu den Variablen; (Quelle: BNetzA)

17 Lesehilfe: Bspw. pZ%°" bedeutet, was erstmals im Jahr a verfiigbar ist.

18 Lesehilfe: Bspw. p; o' bedeutet, was erstmals im Jahr a nicht mehr verfiigbar ist.

19 Lesehilfe: Bspw. f, EI/RLY bedeutet, es gibt jew. eine Variable fiir die Einspeicherung und fiir die RLV

a,t,z,c
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3.

Residualleistungen

Name Einheit Zeichen
Angebotsseite (A) Strombedarf (SB) MW Tats
Nachfrageseite (N) Strombedarf (SB) MW A
Angebotsseite (A) Warmebedarf MW Tty
Kapazititsmarkt (KM) MW Taty
Regelleistungsvorhaltung (RLV) Spinning MW T;ﬁn
Regelleistungsvorhaltung (RLV) Non-Spinning MW a’f?"

Tabelle 9: Variablen der Residuallasten; (Quelle: BNetzA)
Konstanten
Grenzvorgaben (GV) bzgl. Installierter Leistung - Ubersicht
Gesamtbestand Altbestand Neubestand

TP Max Min Max Min Max Min
fa FAg};"gESMax FAg};',gESMin FAgVVZ"f'ltMax FAg’I;,’xgltMin FAgVVZ',iuNeuMax FAnguNeuMin
fl Flg,Z:EESMax FI;Z:EESM’:H Flgrg:fltMax Flgrg:fltMin Flgrg:f‘uNeuMax Flg‘g:CZuNeuMin
p PaCfZ,CGesMax PQ?ZEGESMM Patgfy,:llt‘Max Pﬂ(y;;,:llt‘Min Pa(g/’,cZuNeuMax PaG'Z}:ZuNeuMin
p h PHg’ZfESMax PHg’ZfESMin PHgZ:?ltMax PHg’I;:?ltMin PHnguNeuMax PHg‘g:cZuNeuMin
S Sa(iYZ/‘,CGeSMax Sa(iYZ/‘,CGeSMin Sa(iYZ/‘,:lltMax Sa(iYZ/‘,:lltMin Sa(iYZ/‘,CZuNeuMax Sgg:fuNeuMin

Tabelle 10: Ubersicht zu den Grenzvorgaben bzgl. der installierter Leistung; (Quelle: BNetzA)

Bestandsvorgaben (BV) bzgl. Installierter Leistung - Ubersicht

Typ Gesamtbestand Altbestand Neubestand
fa FAg};"ICnSt FAg};"ICnStAlt FAgj;,,ICnstNeu
fl Flglg‘,énst Flglg‘,énsmlt Flgrg’,énstNeu
p Pal.?;/‘,clnst Pal.?;/‘,clnstAlt P‘f;/’,clnstNeu
p h PHgI;‘,énst PHgI;‘,énstAlt Pngg:énstNeu
s Sf,‘z/,'én“ Sgg’,énsmlt S(lf‘g‘,énstNeu

Tabelle 11: Ubersicht zu den Bestandsvorgaben bzgl. der installierten Leistung: (Quelle: BNetzA)
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Typ Erlduterung Leistung Energie
fa Vollbenutzungsstunden - FAGBSmax
f - - -
p Erzeugungsleistung / Vollbenutzungsstunden Pa(fZ;GenMax/Min pyyYBsmax/min
ph Erzeugungsleistung / Vollbenutzungsstunden PHgygentax/Mn PHgyyBsmax/min
s Erzeugungsleistung / Speicherstand Sg_fenmx/mn §V.socmax/min

Tabelle 12: Ubersicht zu den Einsatzvorgaben; (Quelle: BNetzA)

Kosten - Ubersicht

Name Einheit Nennwert Diskontwert
Variable Betriebskosten (VBK) €/ MW K3 2% Kalze
Fixe Betriebskosten (FBK) €/ MWa K38 Koy 2
Annuitatische Investitionskosten (AIK) €/ MWa KAIK -
Investitionskosten im Betrachtungszeitraum (IK) €/ MW - KPIK
Versunkene Kosten (VK) €/ MW - Koyt
Abschaltkosten (AK) €/ MW K&%e Koss
Residualleistungskosten (RK) auf Angebotsseite des RK,ASB DRK,ASB
Strombedarfs (ASB) €/Mw Koz Karz
Residualleistungskosten (RK) auf Nachfrageseite des K RKNSB K DRK.NSE
Strombedarfs (NSB) €/ MW az atz
Residualleistungskosten (RK) auf Angebotsseite des K RKAWE K DRK.AWE
Wirmebedarfs (AWB) €/ MW az atz
Residualleistungskosten (RK) im Kapazitdtsmarkt (KM) €/ MW Kff_'ZKM Kf_f_f'KM
Residualleistungskosten (RK) im Spinning-Segment (Spin) K RKSpin K DRK Spin
der Regelleistungsvorhaltung €/ MW atz atz
Residualleistungskosten (RK) im Non-Spinning-Segment g RKNSpin K PRKNSpin
(NSpin) der Regelleistungsvorhaltung €/ MW atz atz

Tabelle 13: Kosteniibersicht; (Quelle: BNetzA)
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Leistungszeitreihen - Ubersicht

Name Einheit Zeichen
Feste Einspeisung der EE-Anlagen MWh/h LZRE:,
Fester Randexport MWh/h LZRGY,
Feste Einspeisung der KWK-Anlagen MWh/h LZRYVK
Netzverluste MWh/h LZRYY,
Regelleistungsvorhaltung Kategorie Non-Spinning MWh/h LZRZLJ/Z'NSPM
Regelleistungsvorhaltung Kategorie Spinning MWh/h LZRZL;/Z'SPM
Stromnachfrage MWHh/h LZR3Y,
Wirmenachfrage MWh, /h LZRYY,
Zufluss MWh/h LZRG,"™
Residualleistung Strom MWh/h Rsz,t_z
Residualleistung Wirme MW hy, /h RLY:,
Tabelle 14: Ubersicht zu den Leistungszeitreihen; (Quelle: BNetzA)
Weiteres - Ubersicht
Name Einheit Zeichen
Lebensdauer [a] LD,
Verfiigbarkeit [0..1] VBK, ¢

Tabelle 15: Lebensdauer und Verfiigbarkeit; (Quelle: BNetzA)
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D Modellierung

Die Modellierung orientiert sich insbesondere an den folgenden Leitlinien:

Leistungs- und Energiewerte sind grundsitzlich als Nettowert angegeben und bezeichnen die elektrische
Leistung bzw. Energie. Darum wird zwecks Effizienz auf diese Zusidtze im Weiteren verzichtet. Wenn dem
nicht so ist, dann ist das explizit angegeben.

Feste Werte werden grof3geschrieben, Variablen klein. (Wenn der Wert durch die Optimierung dnderbar ist,
dann ist es eine Variable, wenn nicht, dann eine Konstante.)

Die Indizes haben eine standardisierte Reihenfolge: [a,t,z,c].

Der Bezug ist grundsétzlich die Erzeugung. Darum wird bei den Speichern auf die Ausspeicherleistung
abgestellt und bei den Nachfrageflexibilititen auf die Einspeicherleistung?.

1. Zielfunktion

Das Optimierungsziel des IIEM ist die Minimierung der Gesamt- bzw. Systemkosten. Die Systemkosten sind
der Barwert der variablen und fixen Betriebskosten, der Abschaltkosten inkl. versunkenen Kosten, der
Investitionskosten und der Kosten fiir fehlende Leistung, namlich der Residualleistung. Die
Diskontierungsrate fiir die Barwertberechnung in der Zielfunktion betrigt 2 % (siehe Abschnitt B6.1) und fiir
die Berechnung der Annuititen (siehe Abschnitt B6.2) wird der WACC mit 10 % sowie die Risikopriamie mit
0 % angenommen (siehe Kapitel B 15 im Anhang 2). Hiernach folgt die formelmafige Modellierung.

Die zu minimierende Zielfunktion besteht aus fiinf Kostenkomponenten; den diskontierten variablen (DVBK)
und fixen Betriebskosten (DFBK), den diskontierten Abschalt- (DAK) und Investitionskosten (DIK) und den
diskontierten Residualleistungskosten (DRK).

ZF = DVBK + DFBK + DAK + DIK + DRK
(I-13)
minimiere ZF Uber fa, fi,p,ph,s, 7, px

Dargestellt ist der jahrliche Diskontierungsfaktor df (a) mit der Diskontierungsrate DR, um die Kosten, die in
unterschiedlichen Jahren anfallen, auf den gleichen Zeitpunkt zu beziehen und damit vergleichbar zu

machen:

4f @ = (155z) (I-14)

1+ DR

Die Summe der diskontierten variablen Betriebskosten (DVBK) setzt sich wie folgt zusammen:

20 Die Einspeicherung von Last ist energetisch dquivalent zur Ausspeicherung von Erzeugung.
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DVBK Ein DVBK ELn DVBK,Alt EmS.Alt
K ‘fa § Kazc atzc E Kazc Pat,zc

DVBK = Z Z a,z,c atze T
CECFI CECP

a,t,z | cECFA
+ ) KRN KR phEg (-15)
CECP cECPH
) KPESN RSNy KRR st
CECPH CECS
Die Berechnung der Werte der diskontierten variablen Betriebskosten lautet
Koze® =df(a) Koze Yazc (I-16)
Es folgt die Summe der diskontierten fixen Betriebskosten (DFBK)
DFBK = ) | > KEIEK-falfst+ ) KEIEK-filist+ ) KEZEC-plit
a,z |ceECFA CECFI CECP
(I-17)
Inst,A
+ ) KEEHCpRIE 4 ) KEEEC st
CECPH CECS

Die Berechnung der Werte der diskontierten fixen Betriebskosten lautet
(I-18)

Koze =df (@) - Kgze Va,z,c

Das ist die Summe der diskontierten Abschaltkosten (DAK). Die Abschaltkosten sind pro Jahr fiir die Summe

der Abschaltungen von Alt- und Neubestand

DAK = Y| > K2 (;é’,;’*”+ Z féli”fé‘)

a,z | cECFA aa=al
a—1
DAK .Ab,Alt .Ab,Neu
+ E Kazc (fla,z,c + g laa,z,c,a)
CECFI aa=al
a-1
DAK Ab,Alt Ab,Neu _
+ g Kazc (pa,z,c + E paa,z,c,a) (I-19)
aa=al

CECP
Ab,Al Ab,N
+ )RR (hmw > phaazsz>

aa=al

CECPH
DAK Ab,Aus Alt Ab,Aus,Neu
+ § Ka Z,C ( Sa,z,c + E Saa,z,c,a )

CECS aa=al

Nachfolgende werden die Werte der diskontierten Abschaltkosten berechnet. Der zweite Summand sind die
versunkenen Kosten, weil die bei einer Abschaltung anfallen, sofern das Ende der Lebensdauer auf3erhalb des

Berechnungszeitraumes liegt:
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Kpzé = df (@) - Kigze + Kaze Va,zc (I-20)

Das ist die Summe der diskontierten Investitionskosten (DIK):

DIK Zu,Neu DIK Zu,Neu DIK Zu,Neu
DIK = E E Kazc az,c E Kazc flazc + E Kazc az,c

a,z |ceECFA Cc€ECFI CECP
(I-21)
DIK Zu Neu DIK Zu,Aus,Neu
+ g Kazc azc g Kazc Sazc

cECPH CECS

Die Werte der diskontierten Investitionskosten werden als Summe der annuititischen Investitionskosten

berechnet...
« .. fiir den Zeitraum der Lebensdauer, also [a, a+LD-1], wenn der Berechnungszeitraum lang genug ist, oder
« .. fiir den Teilzeitraum bis zum Ende des Berechnungszeitraumes, also [a, aN], falls das Ende der

Lebensdauer aufierhalb liegt:

min(aN, a+LDC—1)

K= Y df(ea) KA Vaze (1-22)

aa=a

Im Folgenden ist zu sehen, wie die diskontierten versunkenen Kosten (DVK) berechnet werden. Die Summe ist
komplementir zu den diskontierten Investitionskosten (DIK). Falls der untere Index grofRer als der obere ist,
wird die Schleife nicht durchlaufen und das Ergebnis ist leer.

a+LD.—1
KPS = ) df(ae) K Vazc (1-23)
aa=aN+1

Das ist die Summe der diskontierten Residualleistungskosten (DRK):

_ DRK,ASB | ASB DRK,NSB | NSB DRK,AWB AWB DRK,KM KM
DRK = § [Ka,z atz + Kaz atz + Kaz atz + Kaz ra,t,z

(I-24)
a,tz
+ Kng,Spin X aS?LZn + KDRKNSan . ral\'lgfin]
Die Berechnung der Werte der Residualleistungskosten pro Typ lautet:
Koex P = df(a) - K;™? Va,zTyp € [ASB,NSB, AWB, KM, Spin, NSpin] (I-25)

2. Bedarfsdeckung

Im IIEM miissen in jeder Zone und in jeder Stunde zwei Bedarfe gedeckt werden, namlich der Strombedarf
und der KWK-Wéirmebedarf. Bei der Strombedarfsdeckung wird die Residuallast exakt gedeckt. Damit die
Gleichung immer erfiillt werden kann, gibt es auf beiden Seiten eine Variable, die die residuale bzw. fehlende
Leistung bereitstellt. Bei der KWK-Warmebedarfsdeckung muss die Residuallast mindestens gedeckt werden,
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damit die KWK-Anlagen dartiber hinaus auch mehr Strom bereitstellen konnen. Hier gibt es eine Variable fiir
die residuale Leistung nur auf der Erzeugungsseite.

Im Folgenden ist die Strombedarfsdeckung zu sehen. Auf der einen Seite steht die Nachfrage (Residuallast,
Nachfrageflexibilitaten, Export) und auf der anderen Seite die Erzeugung (Kraftwerke, Speicher, Import).

1) Rlge,

2) +Xcecral—fafly ]

3) +Xcecr[—FII* il + FIIZ - fidss ]

4) +2.0 zz)eX[pxg,ltr,l;,zz]

5) +rais

6) Ycecr|Pitsc] (I-26)
7+ Zeecrn|PhEs ]

8) +Zcecs[ Satnzc +5&41ttszc]

9 +X z)eX[pxa,t,zz,z]

10) + g8
Yatz

Die Ubertragungskapazititen sind so zu verstehen: Summe iiber alle Zonen zz, fiir die gilt, dass die Kante
(z,zz) bzw. (zz, z) ein Element in X (Menge der im Modell vorhanden Kanten) ist.

Die KWK-Kraftwerke (Typ ,,ph“) miissen so eingesetzt werden, dass mindestens die (KWK-) Wiarmenachfrage
gedeckt wird. Die thermische Leistung wird anhand der Wiarmekennzahl (,WKZ“) berechnet.

R, < ) (PHYSZ -phESS.) + rdl?? Va,tz (1-27)
ceECPH

3. Kapazitatsmarkt

Manche Zonen haben einen Kapazititsmarkt. Dieser wird implizit durch die Vorgabe einer mindestens
installierten bzw. abzusichernden Leistung modelliert. Der Beitrag eines Clusters zum Kapazitditsmarkt wird
tiber den ,De-Rating Factor bestimmt, der die Wahrscheinlichkeit angibt in Spitzenlastzeiten verfiigbar zu
sein. Wenn ein Cluster keinen Beitrag leistet, hat der Faktor den Wert Null:

KMZL < ) (KM - falist) + ) (KMZEF - filist) + ) (KM2A™ - plist
CECF CECFI CECP (1-28)

+ Z (KMDEF - ph{st) + Z (KMPRF - s)70eM)  Va,z € ZKM

CECPH CECS
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4. Regelleistungsvorhaltung

Die Vorhaltung der Regelleistung ist mittels eigener Nebenbedingungen getrennt fiir die Segmente Spinning
und Non-Spinning abgebildet. Ein Cluster kann nur in einem der beiden Segmente Regelleistung vorhalten.

Die Teilnahme wird in den Eingangsdaten parametriert.

RLV,Spin/NSpin
LZR,:,

= D (faftnd + Y (FEED + . (PR + ) (phE,

CECFA CECFI CECFI CECFI (I-29)
RLV Spin/NSpin
+ z (sa.t,z,c) + Z(ra,t,z,c ) Vatz
CECFI

5. Interkonnektoren

Das Verbundnetz bzw. der Stromhandel werden abgebildet, indem Leistung zwischen den Zonen ausgetauscht
werden kann. Diese Interkonnektion ist v.a. aus Griinden der Berechenbarkeit eindimensional abgebildet, d.h.
es werden NTC-Werte genutzt. Im Allgemeinen ist der NTC-Wert ein Jahreswert, aber manchmal ein
stindlicher (z.B. bei Kriegers Flak). Also jeder Austauschvariablen wird ein Maximalwert vorgegeben, der diese
beschrinkte Ubertragungsméglichkeit abbildet.

Beziiglich Zone z wird in der folgenden Ungleichung ein Export dargestellt, d.h.: Leistung fliefit von Zone z

nach Zone zz:

pxg,it“r,l;:(z,zz) S P(gls:ﬁz,zz) v a, t: X (1_30)

Beziiglich Zone z wird in der folgenden Ungleichung ein Import dargestellt, d.h.: Leistung flieft von Zone zz

nach Zone z:

PXaintren) S Paionn) ¥ BLX (I-31)

a,

6. Typ p "Kraftwerke"

Dieser Typ reprasentiert das typische Kraftwerk, d.h. es wird aus einem Energietréiger iiber einen thermischen

Prozess elektrischer Strom erzeugt.

6.1 Einsatz

Die Kraftwerksleistung bzw. die eingesetzte Leistung diirfen maximal so grof sein, wie der verfiigbare Anteil
der installierten Leistung im Zeitpunkt t. Hierbei wird der Einsatz zwecks differenzierterer Einsatzkosten
zwischen Alt- und Neubestand unterschieden:

pEnSAll < VBK, .o DESA vt z,c € CP (1-32)

a,t,z,.c
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Palsl SVBKyp, o pase ™ Vatzc€CP (1-33)
pelslt 4 pEinslNew 4 pRLY < VBKg,,. PESE Vatzc€CP (I-34)

Falls eine Beschriankung des Einsatzes mittels Leistungsgrenzen (= Leistungsbeschrankung) vorliegt:

Eins,Alt Eins,Neu GV,GenMin Inst
> . -
a =
p ,t,z,c + pa t,z,c Pa,t,z,c pa,z,c v a, t' ZC S CP (I 35)
Eins,Alt Eins,Neu GV,GenMax
P +p <P -plst va,tz,c€CP (I-36)
at,z.c a,t,z,c at,z.c 1Z)

Falls eine Beschrankung des Einsatzes mittels Vollbenutzungsstundengrenzen (= Mengenbeschrankung)

vorliegt:
Eins,Alt Eins, Neu GV ,VBSmin I _
Z(pa,t,z,c ) +Z(patzc = Pa t,z,c par,lzbjf: VatzceCP (I 37)
t
Eins,Alt Eins, Neu GV,VBSmax I _
z Patzc )+Z( Patzc —Patzc pa‘tlzs,g VatzceCP (I 38)

6.2 Installierte Leistung

Wenn sich der Bestand eines Clusters modellendogen veridndern kann, dann ist das ein investives Cluster
(entspricht den Freiheitsgraden 1, 2, 3 und 20). Dazugehoren die Formeln (I-39) bis (I-50). Falls nicht, dann ist
der Bestand fest vorgegeben, was dem Freiheitsgrad 4 entspricht. Das sind die Formeln (I-51) bis (I-52).

Die gesamte installierte Leistung ist die Summe von Alt- und Neubestand:
Pise = Panc’ +Paze . VazceCP (I-39)

Die installierte Leistung des Altbestands bestimmt sich im ersten Jahr als Summe von Initialbestand und dem
was im ersten Jahr davon abgeschaltet wird:

Parze =P —parge Vz,cECP (1-40)

Die installierte Leistung des Altbestands in den Folgejahren bestimmt sich aus dem Bestand des Vorjahres,
abziiglich dem was davon in diesem Jahr abgeschaltet wird:

Inst,Alt __ __InstAlt AbAlt 1
Pazc =~ =Pa-1zec —Paze VYa>a,zc€CP (I-41)

Die installierte Leistung des Neubestands bestimmt sich im ersten Jahr lediglich anhand dessen, was im ersten
Jahr neu zugebaut wird:

plnst,Neu — pZu,Neu v Z,C € CP (1_42)

al,z,.c al,z,.c
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Die installierte Leistung des Neubestands in den Folgejahren bestimmt sich aus dem Neubestand des
Vorjahres, zuziiglich dessen was in diesem Jahr neu zugebaut wird und abziiglich dessen was vom vorherigen

Neubau in diesem Jahr abgeschaltet wird:

a—1
Inst,Neu __ __Inst,Neu Zu,Neu E Ab,Neu 1 _
pa,z,c - pa—l,z,c + pa,z,c - paa,z,c,a) Va>a »Z,C € CP (I 43)
aa=al

Die Anlagen haben eine typische technisch-wirtschaftliche Lebensdauer. Danach stehen sie nicht mehr zur
Verfligung und es muss neu investiert werden. Darum muss es im Modell einen Mechanismus geben, dass
Kraftwerke nach dem Erreichen ihrer Lebensdauer "LD" abgeschaltet werden. Das sind die Annahmen fiir die

Modellierung der Lebensdauer des Neubestands:

«  Der Riickbau ist erstmalig im Jahr nach dem Zubaujahr méglich (darum a+1).
«  Der Riickbau kann letztmalig im Jahr nach der Lebensdauer sein (darum a+LD).

Wenn eine Lebensdauer (zuziiglich der letzten Abschaltgelegenheit nach der Lebensdauer) nicht vollstindig
innerhalb des Betrachtungszeitraumes liegt, dann gibt es keinen Zwang zum Riickbau (darum nur bis SNEED).

Damit wird die Lebensdauer wie folgt modelliert: Pro Zubau gibt es eine eigene Variable der Abschaltung, die
dafiir sorgt, dass der Zubau seine Lebensdauer nicht tiberschreitet. Dies ist so modelliert, dass die neu
zugebaute Leistung der Summe der abgeschalteten Leistung entsprechen muss, die im Zeitfenster der
Lebensdauer [a+1, a+LD] in beliebigen Jahren verteilt liegen kann:

a+LD.

plater = > (pher) v a e [t AR  c € CP (1-44)

aa=a+1

Die obige Formel kann so gelesen werden: Was im Jahr a (im Cluster c, in Zone z) zugebaut wurde, muss in den
aa Folgejahren des Lebensdauer-Zeitfensters abgeschaltet werden (wann genau ist eine modellendogene
Entscheidung, aber spitestens mit Erreichen der Lebensdauer). Die folgende Abbildung veranschaulicht die

Zusammenhinge, dabei wird ein Zubau im Jahr a=10 angenommen mit einer Lebensdauer von drei Jahren:

511 aN
A 1 9 [10]11]12]13
Zubau X
Betrieb X | X | X
Rickbau x| x
a a+tl a+LD

Abbildung 3: Veranschaulichung der Lebensdauer (fiir LD=3); (Quelle BNetzA)

Die Lebensdauer des Altbestands ist wie folgt modelliert (siehe Abbildung 4): Pro Jahr gibt es eine
Obergrenzwertvorgabe, d.h. eine Vorgabe zur maximalen installierten Leistung des Altbestands, sieche Formel
(I-46). Dieser Obergrenzwert wird vorab berechnet und entspricht der Differenz des initialen Bestands
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abziiglich der altersbedingten Abschaltungen bis einschliefilich des Betrachtungsjahres. Sie kann durch

vorzeitige modellendogene Abschaltungen unterschritten werden, sieche Formel (I-40) und (I-41), weil die

Variable p 24" unbeschrankt ist.

Altersbedingte Abschaltungen Altbestand
15.000 'R
10.000
5.000 I I I
D IFTOONDODDO T~ AN M 9]
ANANANANANANANODODOD® <
[ceololololoNolololoNe) o
AN ANNANANNNNNNAN AN
Al

m Max. inst. Leistung Altbestand = Kumulierte altersbedingte Abschaltungen
Abbildung 4: Veranschaulichung der altersbedingten Abschaltung des Altbestands; (Quelle: BNetzA)

o

2046 mss——
2047 m——
2048 m———
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2050 msss—

2034
2035
2036
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2039
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> 2044

Die Bedingungen der Investivitit (siehe Freiheitsgrade) werden mittels Grenzvorgaben abgebildet, die den
entsprechenden Variablen der installierten Leistung vorgegeben werden und damit ihren Lésungsraum
einschrianken (LB = Lower-Bound = niedrigster Variablenwert; UB = Upper-Bound = hochster Variablenwert):

(pist). LB = PEYEM™ v a,z,¢ € CP (I-45)
(pinst).UB = PZ) M va,z,c € CP (I-46)
(pg,lzﬁg"m)-LB =P AUMIN g, 7,¢ € CP (I-47)
(plmstAt) yB = PSYAMA v g 7 ¢ € CP (I-48)
(pZeNew). LB = PS/ZuNewMin o 7 c € CP (I-49)
(pZeNew).UB = pSYANeuMax v g 7 ¢ € CP (I-50)

Falls keine Investivitit vorliegt, wird der Bestand exakt vorgegeben, indem dem Upper- und Lower-Bound der
installierten Leistung der Wert der Bestandsvorgabe zugewiesen wird. Die anderen Variablen bzgl. der
installierten Leistung existieren in diesem Fall zwecks Effizienz im Modell nicht:

(plmst).LB = P2VI™" Va,z,c€CP (I-51)

a,z,c

(plst).UuB = PE//™" Va,z,c € CP (I-52)

a,z,c
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6.3 Einbindung Strombedarfsdeckung

Die Leistungsvariablen stehen auf der Seite der Erzeugung in der Strombedarfsdeckung:

RLY,, + - =pEfs 4+ Vat,zc€CP (I-53)

7. Typ ph ,,KWK-Kraftwerk“

Die Modellierung dieses Typs ist nahezu identisch mit der des Typen p. Der Unterschied ist nur die Warme-
kennzahl (Kehrwert der Stromkennzahl) und die zusitzliche Einbindung in die KWK-Wirmebedarfsdeckung,
siehe Formel (I-27) auf Seite 32. Darum gibt es zu diesem Typen keine weiteren Ausfiihrungen.

8. Typs ,Speicher

Bei diesem Typen handelt es sich um (Erzeugungs-)Speicher. Damit kénnen je nach Zusammenstellung der
Parameter verschiedene Kraftwerke/Anlagen abgebildet werden, siehe Tabelle 16:

Ein Aus Kap Zufluss Indexmenge

Pumpspeicher-Kraftwerk / Batterie X X X - BuKoZ
Speicherwasser-Kraftwerk - X X X BuKuz
Laufwasser-Kraftwerk - X - X BoK

Tabelle 16: Abbildbare Anlagen mittels s-Typ Cluster; (Quelle BNetzA)

Wie in Abbildung 5 zu sehen ist, werden alle Zone-Cluster Kombinationen dieses Typs in einer Indexmenge
gespeichert, die die entsprechenden Eigenschaften umfasst. Im Folgenden ist zu sehen, wie sich eine Index-
menge anhand der Eigenschaften verzweigt bzw. bildet. Beispielhaft fiir BuKoZ (= Bestand und Kapazitit ohne
Zufluss): Alle Cluster c (des s-Typs) fiir die Zone z, deren installierte Leistung > 0 MW ist bzw. die einen
Bestand haben (B) und eine Kapazitit > 0 MWh besitzen (uK) aber ohne Zufluss-Zeitreihe sind (0Z):

Alle

|
Bestand n
ook |

Kapazitat Buk

—_—

Abbildung 5: Indexmengen der Speicher; (Quelle BNetzA)
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In der folgenden Abbildung 6 ist zwecks Ubersicht eine komprimierte Zusammenfassung der modellierten
Eigenschaften pro Indexmenge zu sehen. Hiernach folgen die Modellierungen im Detail. Zwecks Orientierung

sind sie am Anfang jeweils mit der dazugehorigen Indexmenge versehen:

Modellierte Eigenschaften je Indexmenge

Eigenschaften B
Erzeugung sAus + sRLV <= VBK
Leistungsbeschr. sAus <> GenMin/Max
BuK BoK

Entnahme sEin <= VBK -
Flllstandsbeschr. sGE <> SOCmin/max -
Endspeicherstand sGE == RRSS -

BuKuz BuKoZ -
Speicherinhalt Konti mit sZu Konti ohne sZu -
Zufluss sZu <= LZR - sAus <= LZR

Abbildung 6: Komprimierte Ubersicht der Eigenschaften der Speicher pro Indexmenge; (Quelle BNetzA)

8.1 Einsatz

(B) Die Summe von Ausspeiseleistung und Regelleistungsvorhaltung diirfen maximal so groR sein wie der
verfligbare Anteil der installierten Ausspeiseleistung im Zeitpunkt t:

Aus RLV Inst,Aus
Satze T Satze SVBKgisc Siize  Vatzc€CS (I-54)

(B) Falls eine Beschrinkung des Einsatzes mittels Leistungsgrenzen vorliegt:

Aus GV,GenMin _ _Inst,Aus _
Satze = Satze Sazc Vatzc€ECS (I-55)

Aus GV,GenMax | _Inst,Aus _
Satze < Satze Sazc Va,tzcé€CS (I-56)

(BuK) Die Einspeiseleistung darf maximal so grof? sein wie der verfiigbare Anteil der installierten

Ausspeiseleistung im Zeitpunkt t:

i Inst,Aus
Satue SVBKyt e Sitge . Va,tz,c€CS (I-57)

(BuK) Hiermit werden die Speichergrenzen eingehalten und auch eine mégliche Beschrankung des Einsatzes

mittels Fillstandsgrenzen:

GE GV,SOCmin | _InstKap )
Sa,tzc 2 Sa,t,z,c Sa,z,c Va,tzc€eCS (I-58)

GE GV,SOCmax |
at,z.c = Sa,t,z,c

[nstKap v a,t,2,¢c € CS (I-59)

S az,.c

S,
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(BuK) Am Ende eines Jahres muss ein gewisser Speicherstand eingehalten werden, d.h. es wird keine Energie in

das nichste Jahr mitgenommen:
Inst,Ka
SeEnze =SERSS 5 0" Va,z,c€CS (1-60)

(BuKuZ) In der allerersten Stunde berechnet sich die gespeicherte Energie wie folgt. Dabei kann der Speicher
initial befillt sein. Diese initial enthaltene Energiemenge ergibt sich aus der Multiplikation von ,Relativer
Randspeicherstand“ (RRSS) und installierter Kapazitét:

GE _ cInitGE Zu WG,Ein  _Ein _ ¢cWGAus | _Aus _
Sal,tl,z,c - Sz,c + Sal,tl,z,c + Sz,c Sal,tl,z,c Sz,c Sal,tl,z,c v z,c € CS (I 61)

(BuKuZ) Die gespeicherte Energie berechnet sich fiir den ersten Zeitpunkt des neuen Jahres nach einem

Jahrestibergang folgendermafien:
GE _ GE Zu WG,Ein _Ein WG, Aus | _Aus -
Sa,tl,z,c - Sa—l,tN,z,c + Sa,tl,z,c + Sz,c Sa,tl,z,c - Sz,c Sa,tl,z,c Va> al,z, cecCs (I 62)

(BuKuZ) In allen reguléren, nicht besonderen Stunden wird die gespeicherte Energie folgendermafen

berechnet:
GE _ .GE Zu WG,Ein _ _Ein WG,Aus | _Aus -
Satzc = Sat-1zc T Satze T Sz,c “Satze Sz,c “Satze Va,t> tl,z,ceCS (I-63)

(BuKoZ) In der ersten Stunde berechnet sich die gespeicherte Energie wie folgt. Dabei kann der Speicher initial

befillt sein. Hierbei gibt es aber keinen Zufluss:

GE _ cInitGE WG,Ein  _Ein _ ¢cWGAus | _Aus _
Sal,tl,z,c - Sz,c + Sz,c Sal,tl,z,c Sz,c Sal,tl,z,c v z,c € CS (I 64)

(BuKoZ) Die gespeicherte Energie fiir den ersten Zeitpunkt des neuen Jahres nach einem Jahresiibergang

berechnen sich folgendermafen:
GE _ GE WG,Ein _Ein WG, Aus | _Aus -
Sa,tl,z,c - Sa—l,tN,z,c + Sz,c Sa,tl,z,c - Sz,c Sa,tl,z,c Va> al,z, cecCs (I 65)

(BuKoZ) In allen reguliren, nicht besonderen Stunden wird die gespeicherte Energie folgendermafien

berechnet:
WG,EiQ i WG,Aus
SGE e =G e Sy esE =S, s L Ya, t>tl,z,c€CS (I-66)
(BuKuZ) Wenn es einen Zufluss gibt, kann daraus entnommen werden:

(sZ4,.).-UB = LZRZI™™ vat,7,c € CS (I-67)

atzc a,tz.c

(BoK) Wenn es einen Zufluss, aber keine Kapazitit gibt, dann ist die Ausspeicherleistung durch den Zufluss

beschrinkt, korrigiert um den Gesamtwirkungsgrad:

sdus < SOWG . [ZRZVINSS v 4 t,7,c € CS (I-68)

atzc = at,z.c
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8.2 Installierte Leistung

Im Gegensatz zu einem Kraftwerk hat ein Speicher nicht nur eine Leistungsvariable, sondern eine
Einspeicherleistung, eine Ausspeicherleistung und eine Kapazitit. Darum ist die Modellierung dieses Typs
anders. Die Ausspeicherleistung stellt den Referenzwert dar, von dem sich Einspeiseleistung und Kapazitit
ableiten. Das heifit, lediglich in die Ausspeiseleistung kann investiert oder desinvestiert werden und die
anderen beiden Grofien (Einspeiseleistung und Kapazitit) leiten sich per Faktor davon ab.

Wenn sich der Bestand eines Clusters modellendogen verdndern kann, dann ist das ein investives Cluster
(entspricht den Freiheitsgraden 1, 2, 3 und 20). Dazu gehéren die Formeln (I-69) bis (I-82). Falls nicht, dann ist
der Bestand fest vorgegeben, was dem Freiheitsgrad 4 entspricht. Das sind die Formeln (I-83) bis (I-84).

Die gesamte installierte Ausspeicherleistung ist die Summe von Alt- und Neubestand:
5‘111'125'5,Aus — S‘IZZS'E,Aus,Alt + S‘IZZS'E,Aus,Neu Yazc€E CcS (1-69)
Die installierte Einspeicherleistung ergibt sich per Faktor:

Inst,Ein __ Inst,Aus
Sage = SPE s e Va,zc€ECS (1-70)

Die installierte Kapazitit ergibt sich ebenso per Faktor:

SuaeKaP = GAK . SISLAUS vy q,7,c € CS (I-71)
Die installierte Leistung des Altbestands bestimmt sich im ersten Jahr als Summe von Initialbestand und dem
was im ersten Jahr davon abgeschaltet wird:

Inst,Aus,Alt __ oInitB,Aus Ab,Aus,Alt _
al,z,.c =S¢ — Saizc Vz,ceCS (I-72)

Die installierte Leistung des Altbestands in den Folgejahren bestimmt sich aus dem Bestand des Vorjahres,
abziiglich dem was davon in diesem Jahr abgeschaltet wird:

Inst,Aus,Alt __ _Inst,Aus,Alt Ab,Aus,Alt 1 _
Sazc = Sai1me — Saze VYa>alzc€eCS (I-73)

Die installierte Leistung des Neubestands bestimmt sich im ersten Jahr lediglich anhand dessen, was im ersten
Jahr neu zugebaut wird:

spispAueNen = gIuAusNet v z,c € €S (1-74)
Die installierte Leistung des Neubestands in den Folgejahren bestimmt sich aus dem Neubestand des

Vorjahres, zuziiglich dessen was in diesem Jahr neu zugebaut wird und abziiglich dessen was vom vorherigen
Neubau in diesem Jahr abgeschaltet wird:

a-1
Inst,Aus,Neu __ _Inst,Aus,Neu Zu,Aus,Neu Ab,Aus,Neu 1
Sazc =S 17c + 53¢ - E (Saa,z,c,a ) Va>a'zceCS (I-75)

aa=al
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Der Neubau hat nur eine begrenzte Lebensdauer. Darum muss er nach seiner Lebensdauer abgeschaltet
werden. Das geschieht durch die folgende Formel (weitere Erlduterungen dazu siehe Formel (I-44) auf Seite
35):

a+LD,

seuAueNen = z (sibdusNer) v aq € [al,aV — LD.] Va,zc€CS (1-76)

aa=a+1

Zur Lebensdauer des Altbestands siehe Abbildung 3 auf Seite 35.

Die Bedingungen der Investivitit werden mittels Grenzvorgaben abgebildet, die den entsprechenden
Variablen der installierten Leistung vorgegeben werden und damit ihren Losungsraum einschrinken:

(sisbAus) LB = SGYEe™M™ v a,z,c € CS (I-77)

Suwe®).UB = S5y e¢M™ va,z,c e CS (I-78)
(sirstAusAlty | g = §EVAMIN vy q 7. ¢ € CS (I-79)
(sgweAusAlty yB = §S7AMMX v q,7,c € CS (I-80)
(sZwdusNew) LB = SSyZuNeuMin v g 7,c € CS (I-81)
(sZuduoNew) yp = sSyauNewMax vy g, 7,c € €S (I-82)

Falls keine Investivitit vorliegt, wird der Bestand exakt vorgegeben, indem dem Upper- und Lower-Bound der
installierten Leistung der Wert der Bestandsvorgabe zugewiesen wird. Die anderen Variablen bzgl. der
installierten Leistung existieren in diesem Fall zwecks Effizienz im Modell nicht:

(sa5e4). LB = SE/Im 4 v a,z,c € CS (I-83)
SastAY UB = SELIMY va,z,c € CS (I-84)

Falls es auch eine Einspeicherleistung und Speicherkapazitit gibt, gilt:

(sstEm) LB = SEVIMSTEM g, 7,c € CS (I-85)
(sisLEMY UB = SELISH™ voa,z,c € CS (I-86)
(525 P). LB = Sg it v a,z,c € CS (I-87)

(s,’;;s_ﬁ"(“”). UB = S,i Z:énsmap Yazc€CS (1-88)
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8.3 Einbindung Strombedarfsdeckung

Die Leistungsvariablen stehen auf der Seite der Erzeugung in der Strombedarfsdeckung:
RLY,, + - =—sEN +s8¥ +- Vatzc€eCS (1-89)

Damit soll deutlich werden, dass es um einen Erzeugungsspeicher geht.

9. Typ fi,Intervall-Nachfrageflexibilititen“

Hierbei handelt es sich um die Nachfrageflexibilititen, die intervallartig arbeiten. Demnach muss nach einer
gewissen Zeit die vorgezogene oder verschobene Nachfrage nachgeholt sein. Abstrakt gesprochen sind das
Lastspeicher, d.h. Last kann ein- und ausgespeichert und damit verschoben werden.

9.1 Parameterabhangigkeit

Im Modell kann immer nur ein Merkmal pro Typ investiv sein. Das investive Merkmal ist die Einspeicher-

leistung f iﬁf{}zlc, weil die Einspeicherung von Last dquivalent zu Ausspeicherung von Erzeugung ist. Die vier
Merkmale (Ein- und Ausspeiseleistung sowie minimale und maximale Kapazitit) ergeben sich daraus durch
die Umrechnungsfaktoren (,UF), die angeben, welcher Anteil der flexiblen Anschlussleistung (ALf) zur Ein-

und Ausspeisung von Last zur Verfligung steht.

figd < UFFMMax « ALY

fige < UFfsMax « ALE
Jedes Cluster vom Typ fi hat ein gewisses Verschiebezeitfenster, das den Zeitraum festlegt, innerhalb dessen
Last vorgezogen oder nachgeholt werden kann. Da damit auch der Nullpunkt fiir den Speicherinhalt bekannt
ist, konnen auch die Umrechnungsfaktoren bzgl. der gespeicherten Energie im Vorhinein aus den UF der Ein-
und Ausspeicherung berechnet werden. Sie bilden den maximal méglichen Speicherinhalt ab.

fidh = UFFE™™ « ALY,

fige < UFFEM « ALY
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Die folgende Abbildung 7 veranschaulicht die Zusammenhéinge und die Implementierung im Optimierungs-
modell. Die Abkiirzung "LB" steht fiir den Lower Bound und "UB" fiir den Upper Bound der jeweiligen
Variable.

C Bezugswert = fi[Inst] = flex. Anschlussleistung )

(FI[UF,EinMax] ) ( FI[UF, AusMax] ) (FI[UF,GEmin] ) (FI[UF,GEmax] )

9 0

Abbildung 7: Berechnung der abhingigen fi-Merkmale; (Quelle: BNetzA)

Die gesamte Nachfrage einer Nachfrageflexibilitit im Fall ohne Flexibilitit, das wird als inflexible Nachfrage
bezeichnet, befindet sich in der gesamten Stromnachfrage:

SNa,t — SN:;/VP,Inflex 4o
Entsprechend der Umrechnungsfaktoren kann ein Teil der Nachfrage verschoben werden.

9.2 Einsatz

Pro Stunde gibt es eine maximal zur Verfiigung stehende Leistung:

fiBim  + fiRLY < FIPREMMOx . gilnst v t,7,c € CFI (1-90)
fidys < FIPTAWMax . filnst v g t,7,c € CFI (I-91)

Pro Stunde muss die gespeicherte Energie in gewissen Grenzen bleiben. Im letzten Zeitschritt eines Jahres sind
die beiden UF immer 0, sodass es keinen Jahresiibergang gibt und die verschobene Last innerhalb eines Jahres
verbleibt:

FiSE, . = FIPESEM . filnst v a,t,7,¢ € CFI (1-92)
fiGE, . < FIPTSEMax . filnst v q,t,7,c € CFI (1-93)

In der ersten Stunde berechnet sich die gespeicherte Energie wie folgt. Dabei ist der Speicher anfianglich leer:

figf,tl,z,c =0+ figir.ltl,z,c - figit,gl,z,c v z,c € CFl (1'94)
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In allen weiteren Stunden wird die gespeicherte Energie so berechnet, wobei es keinen Jahrestibergang gibt:
flatzc fl(lf 1ZC+flglngC flgzéSZC Va’t>t1’Z’CECFI (1_95)

Nach gewissen Intervallen bzw. Zeitriumen muss der Speicher leer sein, also die gespeicherte Energie/Last =
0 MWh sein. Das wird abgebildet, indem fiir solche Zeitpunkte der Umrechnungsfaktor fiir die maximale und
minimale Kapazitit in den Eingangsdaten den Wert 0 hat.

9.3 Installierte Leistung

Wenn sich der Bestand eines Clusters modellendogen veridndern kann, dann ist das ein investives Cluster
(entspricht den Freiheitsgraden 1, 2, 3 und 20). Dazu gehéren die Formeln (I-96) bis (I-107). Falls nicht, dann ist
der Bestand fest vorgegeben, was dem Freiheitsgrad 4 entspricht. Das sind die Formeln (I-108) bis (I-109).

Die gesamte installierte Leistung ist die Summe von Alt- und Neubestand:
filnst = filnstAlt 4 filSENeY v g, 7,¢ € CFI (1-96)

Die installierte Leistung des Altbestands bestimmt sich im ersten Jahr als Summe von Initialbestand und dem
was im ersten Jahr davon abgeschaltet wird:

lInstAlt — FIInLtB l'Ab'Alt Vz,c€CFI (1'97)

al,z,c al,z,c

Die installierte Leistung des Altbestands in den Folgejahren bestimmt sich aus dem Bestand des Vorjahres,
abziliglich dem, was davon in diesem Jahr abgeschaltet wird:

oAt = il — fia2 A v a > al,z,c € CFI (I-98)
Die installierte Leistung des Neubestands bestimmt sich im ersten Jahr lediglich anhand dessen, was im ersten
Jahr neu zugebaut wird:

iInst,Neu _ l-Zu,Neu v Z,C € CFI (1_99)

al,z.c — Jtalzc

Die installierte Leistung des Neubestands in den Folgejahren bestimmt sich aus dem Neubestand des
Vorjahres, zuziiglich dessen was in diesem Jahr neu zugebaut wird und abziiglich dessen was vom vorherigen
Neubau in diesem Jahr abgeschaltet wird:

.Inst,Neu __ -Inst,Neu Zu Neu Ab,Neu 1 _
lgzc = fi" e laze =~ — E (flaazca) Va>a'zc€CFI (I-100)
1
aa=a

Der Neubau hat nur eine begrenzte Lebensdauer, darum muss er nach seiner Lebensdauer abgeschaltet
werden.
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Das geschieht durch die folgende Formel (weitere Erldauterungen dazu siehe Formel (I-44) auf Seite 35):

a+LD,

jrener = z (figh¥en) vae[a',a¥ —LD.] Va,zc € CFI (I-101)

aa=a+1

Zur Lebensdauer des Altbestands siehe Abbildung 3 auf Seite 35.

Die Bedingungen der Investivitit werden mittels Grenzvorgaben abgebildet, die den entsprechenden
Variablen der installierten Leistung vorgegeben werden und damit ihren Lésungsraum einschranken:

(filnst). LB = FISYSM™ v a,z,c € CFI (1-102)
(filnst). UB = FIS, 3™ Va,z,c € CFI (I-103)
(FilnstAt) g = FISVA™MIn v g 7 ¢ € CFI (I-104)
(FillseA). UuB = FIS, 8™ v a,z,c € CFI (1-105)
(FiZwhe).LB = FISY N ™M™ v q,7,¢ € CFI (1-106)
(fiede").uB = FIS,Z™Ne"™M® v q,7,¢ € CFI (I-107)

Falls keine Investivitit vorliegt, wird der Bestand exakt vorgegeben, indem dem Upper- und Lower-Bound der
installierten Leistung der Wert der Bestandsvorgabe zugewiesen wird. Die anderen Variablen bzgl. der
installierten Leistung existieren in diesem Fall zwecks Effizienz im Modell nicht:

(filnst).LB = FIZY . Y a,z,c € CFI (I-108)
(filnst).UB = FIEY . Va,z,c € CFI (1-109)

9.4 Einbindung Strombedarfsdeckung

Das ist die Einbindung in die Nebenbedingung zur Deckung des Strombedarfes. Das Vorzeichen (VZ)
entscheidet dariiber, ob es ein Speicher auf der Last- (VZ = +1) oder Erzeugungsseite (VZ = -1) ist:

RLS, ., + Z FIYZ - (= fifln  + fid¥s )+ = Vatz (I-110)
Cc ECFI

10. Typ fa ,Reduktion-Nachfrageflexibilititen“

Hierbei handelt es sich um Nachfrageflexibilititen, die ihre Last freiwillig reduzieren kénnen. Das investive
Merkmal ist die Einspeicherleistung faZ?, ., weil die Einspeicherung von Last dquivalent zu Ausspeicherung

von Erzeugung ist.
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10.1 Einsatz

Pro Stunde gibt es eine maximal zur Verfiigung stehende Leistung:

faEin + faRLV < FAUF,EinMax . falnst Va,tzc€E CFA (1_111)

atzc atzc = tz,c a,z,c

Bei einigen Technologien gibt es eine jihrliche Mengenbeschrankung mittels Vollbenutzungsstunden:

Z(fagfgz,c) < FASVVBSmax . gommst g 5 ¢ € CFA (I-112)
t

10.2 Installierte Leistung

Wenn sich der Bestand eines Clusters modellendogen verdndern kann, dann ist das ein investives Cluster
(entspricht den Freiheitsgraden 1, 2, 3 und 20). Dazu gehéren die Formeln (I-113) bis (I-124). Falls nicht, dann
ist der Bestand fest vorgegeben, was dem Freiheitsgrad 4 entspricht. Das sind die Formeln (I-125) bis (I-126).

Die gesamte installierte Leistung ist die Summe von Alt- und Neubestand:

falist = falst " + fal¥tNe va,z,c € CFA (I-113)
ie installierte Leistung des estands bestimmt sich im ersten Jahr als Summe von Initialbestand und dem
Die installierte Leistung des Altbestands bestimmt sich i ten Jahr als S Initialbestand und d
was im ersten Jahr davon abgeschaltet wird:
fal it = FAINtE — /04 v z,c € CFA (I-114)
ie installierte Leistung des estands in den Folgejahren bestimmt sich aus dem Bestand des Vorjahres,
Die installierte Leistung des Altbestands in den Folgejahren bestimmt sich aus dem Bestand des Vorjah
abziiglich dem, was davon in diesem Jahr abgeschaltet wird:
falseat = fafl’lsf:;lct —fal%" va>al,zceCFA (I-115)
Die installierte Leistung des Neubestands bestimmt sich im ersten Jahr lediglich anhand dessen, was im ersten
ahr neu zugebaut wird:
Jah baut wird
ayoNt = fall Wz,c € CFA (I-116)
Die installierte Leistung des Neubestands in den Folgejahren bestimmt sich aus dem Neubestand des

Vorjahres, zuziiglich dessen was in diesem Jahr neu zugebaut wird und abziiglich dessen was vom vorherigen
Neubau in diesem Jahr abgeschaltet wird:

a-1
Inst,Neu __ Inst,Neu Zu,Neu Ab,Neu 1 _
Agze = f@g 1. tfagze — Z (fagerca) Ya>a',z,c€CFA (I-117)
aa=al

Der Neubau hat nur eine begrenzte Lebensdauer, darum muss er nach seiner Lebensdauer abgeschaltet

werden.
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Das geschieht durch die folgende Formel (weitere Erldauterungen dazu siehe Formel (I-44) auf Seite 35):

a+LD,
faZyNer = z (faloheu) vae[al,aV —LD.] Va,zc€CFA (I-118)
aa=a+1

Zur Lebensdauer des Altbestands siehe Abbildung 3 auf Seite 35.

Die Bedingungen der Investivitit werden mittels Grenzvorgaben abgebildet, die den entsprechenden
Variablen der installierten Leistung vorgegeben werden und damit ihren Lésungsraum einschrinken:

(falrst).LB = FASS*M™ va,z,c € CFA (I-119)
(falnst).UB = FAS,5¢M% v a,z,c € CFA (I-120)
(fallsA). LB = FAS2"™M™ v a,z,c € CFA (I-121)
(false?).uB = FAS2"*™%* v a,z,c € CFA (I-122)
(falu¥e).LB = FASZ*™Ne" M v q,7,c € CFA (I-123)
(faZede").UB = FAL/ZNe"MaX v q,7,c € CFA (I-124)

Falls keine Investivitit vorliegt, wird der Bestand exakt vorgegeben, indem dem Upper- und Lower-Bound der
installierten Leistung der Wert der Bestandsvorgabe zugewiesen wird. Die anderen Variablen bzgl. der
installierten Leistung existieren in diesem Fall zwecks Effizienz im Modell nicht:

(falrst).LB = FAEY . Va,z,c € CFA (I-125)
(falrst).UB = FAEY . Va,z,c € CFA (1-126)

10.3 Einbindung Strombedarfsdeckung

Diese Nachfrageflexibilititen werden wie folgt in die Nebenbedingung zur Deckung des Strombedarfes

eingebunden:
R+ Y (= fafil) +o = Va2 (-127)
CECFA

Die Einspeisevariablen stehen auf der Lastseite, darum geht es hierbei, abstrakt gesprochen, um Lastspeicher,

die nicht wieder entleert werden missen.
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II Kraftwerksverorter

Das IIEM liefert als Ergebnis die installierte Leistung in aggregierter Form je Cluster. Fiir die weiteren
Berechnungsschritte ist eine blockscharfe Kraftwerksbetrachtung notwendig. Daher wird als nichster Schritt
in der Modellkette eine Weiterverarbeitung der IIEM-Ergebnisse mit Hilfe des sogenannten
Kraftwerksverorters vorgenommen. Mit Hilfe des Kraftwerksverorters werden die aggregierten Leistungen fiir
den Neubau bei Gaskraftwerken und Biomasse-Anlagen wieder disaggregiert und in einzelne
Kraftwerksblocke aufgeteilt. Diese werden gleichzeitig auf einzelne Standorte verteilt. Zudem werden die
Stilllegungen aller relevanten Technologien aus dem IIEM verortet. Die Netzersatzanlagen werden aufgrund
ihrer geringen Grofe anschlieffend im Dispatchmodell mit einem Faktor auf das betrachtete Gebiet verteilt
und daher hier nicht weiter beriicksichtigt.

1. Pramissen und Aufbereitung der Eingangsdaten

Basis fiir die Verortung neuer Kraftwerke sowie die Stilllegung von Kraftwerken ist die Kraftwerksliste 2024
fr das ganze Betrachtungsgebiet. Diese ist die Grundlage fiir das IIEM und den Kraftwerksverorter. Das IIEM
rechnet mit der Granularitit von Zonen, die iberwiegend den europiischen Landern entsprechen. Der
Kraftwerksverorter hingegen kalkuliert auf NUTS3-Ebene. NUTS ist eine europédische Nomenklatur als
einheitliche raumliche Basis fiir Statistiken. NUTS3 ist die kleinste Einheit und steht fiir kleine Regionen oder
Stiadte. Deutschland ist in 412 NUTS3-Regionen gegliedert.

Im ersten Schritt wird somit dafiir gesorgt, dass jedes Kraftwerk aus der Kraftwerksliste einer der 1.257
europidischen NUTS3-Regionen des Betrachtungsgebietes zugeordnet ist.

1.1 Kraftwerksleistung ohne Standortinformation

Fiir die deutsche Netzberechnung ist neben der nationalen Kraftwerksverortung auch eine Verortung der
Kraftwerke aus Landern relevant, die eine direkte Stromleitung nach Deutschland haben. In der
Kraftwerksliste 2024 sind Kraftwerke mit einer Leistung bis zu 10 MW im européischen Ausland nicht
gesondert erfasst. Auch bei den Kraftwerken grofler 10 MW gibt es zum Teil Informationsliicken. Der Anteil
der unbekannten Kraftwerke kann je nach Land sehr hoch ausfallen. In Frankreich beispielsweise sind von
16 GW Gaskraftwerken 7 GW nicht explizit einem Standort zugeordnet.

Diese Kraftwerksleistung ohne Standortinformation wird je Land und Cluster gleichméfig auf die NUTS3-
Regionen des jeweiligen Landes verteilt. Als durchschnittliche Grof3e eines Kraftwerks werden 10 MW
festgesetzt. Im Beispiel Frankreich werden somit 700 Kraftwerke mit je 10 MW Grofie gleichmaflig auf die 96
NUTS3-Regionen verteilt.
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1.2 Pramissen fiir neue Biomasse- und Gaskraftwerke

Energie- MindestgroRe Maximale Elektr.

trager KWK GUD [MW] GroRe [MW] Wirkungsgrad Stromkennzahl
Erdgas/H2 Ja Ja 50 250 0,51 0,83
Erdgas/H2 Ja Nein 50 250 0,34 0,53
Erdgas/H2  Nein Ja 50 800 0,6

Erdgas / H2 Nein Nein 50 800 0,4

Biomasse Ja Nein 0 20 0,33 0,72
Biomasse Nein Nein 0 20 0,4

Tabelle 17: GroRRe, Wirkungsgrad und Stromkennzahl neuer Kraftwerke; (Quelle: BNetzA)

Die im Modell angenommene MindestgrofRe von Gaskraftwerken betragt 50 MW. Hintergrund ist die
Pramisse, dass die spiter anfallenden Umristkosten auf 100 % H2-Betrieb bei kleineren Kraftwerken
unverhiltnismifig groR werden. Es gibt NUTS-3-Regionen, deren KWK-Bedarf auf Grund von
Kraftwerksstilllegungen der Energietriger Kohle, Ol und Kuppelgas nicht vollumfinglich gedeckt ist. Um eine
gleichmaifligere Verteilung auf NUTS3-Regionen zu gewéhrleisten, ist daher die maximale Grofie von KWK-
Gaskraftwerken auf 250 MW begrenzt.

1.3 KWK-Priamissen

Das IIEM stellt die Deckung der KWK-Nachfrage fiir ganz Deutschland in Summe sicher. Der
Kraftwerksverorter bezieht nunmehr auch die Regionalitit mit ein, die durch die Fernwéirmenetze geprigt ist.
Die Fernwirmenetze stimmen aber nicht immer mit der regionalen Abgrenzung von NUTS3-Regionen
iberein. Daher ist eine exakte Berticksichtigung mit der gegebenen Datenbasis nicht umsetzbar. Im Grof}en

und Ganzen ist mit diesem Ansatz die Granularitit von Fernwirmenetzen aber berticksichtigt.

Reicht der Zubau nicht aus, um den Bedarf einzelner NUTS3-Regionen durch Neubau zu decken, kann es
regional zu KWK-Unterdeckungen kommen. Um nicht gedeckten KWK-Bedarf in einzelnen Regionen
moglichst gering zu halten, richten sich Stilllegung sowie Neubau von Biomasse- und Gaskraftwerken nach
dem Uber- und Unterhang von KWK der NUTS3-Regionen.

2. Modellierung

Das IIEM liefert als Ergebnis eine Gesamtsumme (MW) je Cluster, Zone und Betrachtungsjahr. Der
Kraftwerksverorter vergleicht beginnend mit dem Startjahr 2025 dieses [IEM-Ergebnis mit der
Gesamtleistung des Bestands. Der Bestand wird dabei fiir jedes Betrachtungsjahr mit bekannten Neubauten
und Stilllegungen aktualisiert.

2.1 Neubau und Stilllegung

Dabei ergibt sich die Notwendigkeit einer Fallunterscheidung:

Fall A: Der Bestand des jeweiligen Betrachtungsjahres ist grofer als das IIEM-Ergebnis:
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Es werden Kraftwerke dem Alter nach stillgelegt, bis das Ergebnis des ITEM getroffen wird. Um das Ergebnis
moglichst passend zu treffen, kann als Ausnahme auch ein jiingeres Kraftwerk vor einem élteren stillgelegt

werden.
Fall B: Der Bestand des jeweiligen Betrachtungsjahres ist kleiner als das IIEM-Ergebnis:

Bei den Technologien, die im Kraftwerksverorter betrachtet werden, ist ein modellendogener Zubau nur bei
Gaskraftwerken zugelassen. Jedoch kann auch bei Biomassekraftwerken Fall B eintreten, da aufgrund
politischer Ziele in vielen Lindern ein Wachstum modellexogen implementiert ist. Fiir Biomasse- sowie
Gaskraftwerke ermittelt der Kraftwerksverorter somit Ort und Grofe der neuen Kraftwerke. Auch werden die
Betriebsparameter wie z.B. Kosten und Energieverbrauch beim Starten eines Kraftwerks fiir die Neuanlagen

festgelegt.

2.2 Mogliche Standorte fiir Gaskraftwerke

Bei der Standortwabhl fiir Gaskraftwerke miissen aufgrund der Grofle sowie der Notwendigkeit eines
Netzanschlusses fiir Erdgas bzw. Wasserstoff viele Faktoren berticksichtigt werden. Die rechtlichen
Anforderungen an einen neuen Standort (,grine Wiese) sind sehr hoch, verlingern den Planungszeitraum
erheblich und verschlechtern damit die Wettbewerbsfihigkeit zu Bestandsstandorten signifikant. Daher gilt
far das Versorgungssicherheitsmonitoring Strom 2024 (VSM24) das Prinzip, dass nur an bestehenden

Kraftwerksstandorten neue Gaskraftwerke entstehen.

In Deutschland geniigen dafiir zwei Optionen:

. Als Ersatz eines stillgelegten Erdgas-Kraftwerks kann ein Gaskraftwerk gleicher elektrischer Leistung
gebaut werden.
. Auf dem Gelidnde eines stillgelegten Kohlekraftwerks kann ein Gaskraftwerk gebaut werden.

Im europiischen Ausland kann es Linder mit Zubau neuer Gaskraftwerke geben, in denen keine alten
Kohlekraftwerkstandorte vorhanden sind. Dort konnen (als dritte Option) bestehende Kraftwerksstandorte

durch zuséatzliche Gaskraftwerke erweitert werden.

2.3 Verteilung der Gaskraftwerke in Deutschland

Der Verteilungs-Algorithmus des Kraftwerksverorters fiir Gaskraftwerke unterliegt den folgenden Pramissen.

- Gleichmaitfige Verteilung tber die erste Ziffer des PLZ-Gebiets (siehe Abbildung 8), falls Potential

vorhanden ist und keine anderen Primissen dem entgegenstehen.

- Die geografische Ndhe zum H2-Kernnetz?! muss gegeben sein, um den spateren Wechsel von Erdgas auf

Wasserstoff realisieren zu konnen.

21 H2 Kernnetz gemif Vorantrag Stand Februar 2024.
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- Wenn das IIEM sinkenden Bedarf an Gas-KWK-Kraftwerken errechnet (Elektrifizierung der
Fernwirmenetze durch Growiarmepumpen und Elektrodenkessel), erfolgen die Stilllegungen in NUTS3-
Regionen mit KWK-Uberhang.

- Der Zubau von Gas-KWK-Kraftwerken richtet sich nach dem KWK-Bedarf der NUTS3-Regionen.

—  Der Zubau aus der Kraftwerkstrategie soll tiberwiegend an systemdienlichen Standorten erfolgen, indem

etwa 2/3 der Neubauleistung stid-westlich platziert wird.

- Zur Nutzung vormaliger Kohlekraftwerks-Standorte gibt es mit Blick auf die Erdgasversorgung die

folgenden Restriktionen.
- InKistennidhe wird ein Teil bestehender Gasleitungen friihzeitig fir die Wasserstoffnutzung vorgesehen.

- Die Versorgung mit Erdgas als Ubergangslésung bis zur ausschlieRlichen Wasserstoffverbrennung soll

moglichst geringen Ausbau des Erdgasnetzes bedeuten.
- Der Zubau neuer Gaskraftwerke wird durch die Transportkapazitit des Gasfernleitungsnetzes begrenzt.

Fir die Pramisse systemdienlicher Standorte geméf Kraftwerkstrategie wird - angelehnt an die
Systemanalysen gem. Netzreserveverordnung?? - eine vereinfachte Aufteilung Deutschlands in zwei Gebiete
vorgenommen, die Abbildung 8 zu entnehmen ist. Bayern und NRW gehoren vollstindig zum Stiden / Westen
und bilden nach Norden / Osten die Grenze. Hessen wird nach NUTS2-Gebieten aufgeteilt: DE71 wird dem
Stiden / Westen, DE72 und DE73 dem Norden / Osten zugeordnet.

22ygl. Abschlussbericht Systemanalysen 2024 der Ubertragungsnetzbetreiber,
https://data.bundesnetzagentur.de/Bundesnetzagentur/SharedDocs/Downloads/DE/Sachgebiete/Energie/Unternehmen_Institution
en/Versorgungssicherheit/Netzreserve/Systemanalysen_UeNB_2024.pdf, insbes. S.20.


https://data.bundesnetzagentur.de/Bundesnetzagentur/SharedDocs/Downloads/DE/Sachgebiete/Energie/Unternehmen_Institutionen/Versorgungssicherheit/Netzreserve/Systemanalysen_UeNB_2024.pdf
https://data.bundesnetzagentur.de/Bundesnetzagentur/SharedDocs/Downloads/DE/Sachgebiete/Energie/Unternehmen_Institutionen/Versorgungssicherheit/Netzreserve/Systemanalysen_UeNB_2024.pdf
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Abbildung 8: Aufteilung Deutschlands in Norden/Osten und Stiden/Westen (Quelle: BNetzA)

2.4 Verteilung der Biomassekraftwerke in Deutschland

Neue Biomassekraftwerke werden grundsitzlich nur in NUTS3-Regionen verortet, in denen bereits
Biomassekraftwerke mit einer Gesamtleistung von mindestens 2,5 MW vorhanden sind. Damit ist
sichergestellt, dass regionale Strukturen zur Produktion der Energietriger vorhanden sind.

Wie oben beschrieben, richtet sich der Neubau von KWK-Gaskraftwerken nach dem KWK-Bedarf der NUTS3-
Regionen. Selbiges gilt auch fiir KWK-Biomassekraftwerke. Der Zubau ist auf die maximale Grofde von 20 MW
je NUTS3-Region beschrinkt. Gleichzeitig wird bei der Stilllegung von KWK-Biomassekraftwerken dafiir
gesorgt, dass NUTS3-Regionen bevorzugt werden, in denen die KWK-Leistung aller Energietrager den Bedarf
ubersteigt.

Die Energietriager Erdgas/H2 und Biomasse folgen beim KWK-Zubau dem gleichen Prinzip, jedoch mit
unterschiedlichen Restriktionen. Da unabhingig des Energietréagers jeglicher Zubau das Saldo von Bedarf und
KWK-Leistung in einer NUTS3-Region dndert, entsteht eine Wechselwirkung. Mit einem iterativen Prozess
wird der Wechselwirkung Rechnung getragen. Damit konnen regionale Bedarfsliicken méglichst klein
gehalten werden.
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III Probabilistisches
Versorgungssicherheitsmodell (PVSM)
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A Kurzfassung

Das Probabilistische Versorgungssicherheitsmodell (PVSM) beantwortet die Frage, ob der im IIEM berechnete
Kraftwerkspark in der Lage ist, die Last zu decken, wenn das Wetter und die Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten

variiert werden.

Im ITEM wird ein durchschnittliches Wetterjahr (hier: 2002) zugrunde gelegt, auf Grundlage dessen sich die zu
deckende Residuallast bestimmt. Je nachdem ob diese hoch oder niedrig ist, wird mehr oder weniger
steuerbare Leistung benttigt. Im PVSM werden nun mehrere verschiedene Wetterjahre (1998 - 2017) zur
Bestimmung der Residuallast herangezogen. Damit werden auch herausfordernde Situationen (z.B. eine
Dunkelflaute) abgebildet, die nicht notwendigerweise im Wetterjahr 2002 auftauchen. Im IIEM wird fiir jede
Cluster-Zonen-Kombination ein aus der Historie abgeleitetes durchschnittliches Profil von
Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten unterstellt. Im PVSM hingegen wird auf eine Bandbreite von 200
Ausfalljahren abgestellt, die alle durch unterschiedliche, zufillige Nichtverfiigbarkeitsprofile fiir einzelne
Kraftwerksblocke charakterisiert sind. Ausfalljahre mit tiberdurchschnittlichen Nichtverfiigbarkeitsprofilen
stellen den im IIEM berechneten Kraftwerkspark vor zusitzliche Herausforderungen.

Zusammenfassend werden also vier Fille abgeprift, wobei drei dieser Fille potentiell zu Unterdeckungen
fihren kénnen (gering/hoch hier immer im Bezug zum verwendeten Wetterausfalljahr im ITEM):

. Geringe Residuallast / Geringe Nichtverfiigbarkeiten --> kein Versorgungssicherheitsproblem (VS-
Problem)

. Geringe Residuallast / Hohe Nichtverfiigbarkeiten --> potentielles VS-Problem

. Hohe Residuallast / Geringe Nichtverfligbarkeiten --> potentielles VS-Problem

. Hohe Residuallast / Hohe Nichtverfiigbarkeiten --> potentielles VS-Problem

Der im IIEM berechnete Kraftwerkspark ist dann versorgungssicher, wenn er trotz dieser zusitzlichen
Herausforderungen die Last decken kann bzw. die Lastunterdeckungen mit Bezug auf den
Zuverlassigkeitsstandard von Deutschland (Effizienzschwellenwert) hinreichend klein sind.
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B Grundlagen

Das primére Ergebnis des IIEM ist der zukiinftige Kraftwerkspark im Sinne einer installierten Leistung je Jahr.
Zudem wird der stiindliche Einsatz der unterschiedlichen Erzeugungstechnologien berechnet. Fiir das PVSM
wird der Kraftwerkspark aus dem Ergebnis des IIEM iibernommen, jedoch gehen im Rahmen der Simulation
mit Bezug auf die wetterabhingigen Zeitreihen und Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten unterschiedliche
Eingangsdaten ein. Im Rahmen der Versorgungssicherheitsberechnungen wird sodann tiberpriift, ob die
Erzeugungstechnologien im PVSM so eingesetzt werden konnen, dass auch mit der Variation der
Eingangsdaten die Last gedeckt werden kann. Da jedoch tiber die beiden Modelle IIEM und PVSM die
Modellierung der Erzeugungstechnologien mit all ihren technischen Beschrankungen identisch ist, handelt es
sich beim PVSM im Wesentlichen um ein auf den Einsatz reduzierte Variante des [IEM. Mit Bezug auf den
Einsatz gelten im PVSM die gleichen Nebenbedingungen wie in Abschnitt ID dargestellt. Es ergeben sich
dennoch einige, wenige Unterschiede auf die im Folgenden eingegangen werden soll

1. Zielfunktion

Das PVSM ist ein reines Lastdeckungsmodell und damit kein Strommarktmodell im klassischen Sinne. Das
Ziel ist, prinzipiell wie im IIEM, die Minimierung der nicht gedeckten Energie, die gemeinhin als ENS (Energy
Not Served) bezeichnet wird. Im Modell entspricht der ENS der Variable %5, also der Residualleistung die in
Zone z € Z in Stunde t € T auf der Angebotsseite zur Strombedarfsdeckung fehlt. Zur Ermittlung des
minimalen ENS wire es demnach ausreichend die Summe von {3 ? tiber alle Zonen und Stunden zu
minimieren. Das EnWG fordert dariiber hinaus die Untersuchung, inwieweit Importe zur Sicherstellung der
Versorgungssicherheit in Deutschland beitragen. Der Importbeitrag zur Versorgungssicherheit wird so
verstanden, dass dieser zwingend notwendig ist und ohne diesen ein Lastiiberhang in der importierenden
Zone auftritt. Im PVSM wird der Importbeitrag zur Versorgungssicherheit dadurch identifiziert, dass
grenziiberschreitender Handel mittels Strafkosten poénalisiert wird. Damit stellt der Handel die letzte
Moglichkeit zur Lastdeckung dar, bevor es zu einer Unterdeckung kommt. Das heifdt, neben den Kosten einer
Unterdeckung, sollen auch die Kosten des Handels minimiert werden. Zudem muss berticksichtigt werden,
dass die Kraftwerke Regelleistung vorhalten miissen. Kann die Regelleistung nicht vorgehalten werden, so
verursacht das auch Kosten. Die Zielfunktion lautet dann wie folgt:

min ) f" (Z(K“B T KR ) 4y pxz%;;ns> .

teT Z€EZ xXeX

Aus der Zielfunktion wird deutlich, dass lediglich der grenziiberschreitende Handel (Variablen pr_,‘}"s ) und
Unterdeckungen (Variablen /5, r%L") mit Kosten belegt sind. Der Einsatz der Kraftwerke, Speicher und
Nachfrageflexibilititen ist kostenlos, da es in diesem Modell lediglich darum geht, ob die Last gedeckt werden
kann. Die Kosten [€/MWHh] des grenziiberschreitenden Handels sind normiert auf 1 und die einer
Unterdeckung auf K458 bzw. KRV, Es wird angenommen, dass die Kosten einer Unterdeckung im

Regelleistungsmarkt héher sind als im Strommarkt, d.h. es gilt K458 < KRV,

Da der grenziiberschreitende Handel ponalisiert ist, muss kostenseitig gewéhrleistet sein, dass eine
Unterdeckung nachrangig zum Import ist. Eine hinreichende Bedingung dafiir ist K458 > |X|, da dann die
Kosten einer Unterdeckung hoher sind, als wenn die gleiche Strommenge tiber alle Kanten des Modells
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importiert worden wire. Im Modell belaufen sich die Kosten einer Unterdeckung auf K458 = 1.000 bzw.
KRV = 1.500.

Angenommen es fehlen in einer Stunde im Jahr 1 MW, sodass ein ENS von 1 MWh auftritt. Kostenseitig ist es
unerheblich, wann dieser Fall im Jahr auftritt, da 1 MWh Unterdeckung zu jedem Zeitpunkt im Jahr mit den
gleichen Kosten einhergeht. Ohne Flexibilititen wire der Zeitpunkt der Unterdeckung eindeutig, da in diesem
Punkt schlichtweg die Residuallast die verfligbare Erzeugungsleistung der Kraftwerke iibersteigt. Im Modell
werden jedoch Flexibilitidten berticksichtigt, die Erzeugung und Verbrauch zeitlich entkoppeln und somit die
Unterdeckung auch in einer anderen Stunde des Jahres schieben kénnten. In diesem Zusammenhang dient
der Faktor B = 0,9999 dazu eine eindeutige Losung zu finden. Durch den Faktor sind die Kosten einer
Unterdeckung am Ende des Jahres geringer als am Anfang, sodass es nicht mehr unerheblich ist, wann im Jahr
eine Unterdeckung auftritt und die oben beschriebene Indifferenz ist aufgeldst. Dadurch wird versucht, die

Unterdeckungen im Rahmen der Moglichkeiten am Ende eines Jahres zu konzentrieren.

Die Zielfunktion wird minimiert tiber die Einsatzvariablen des IIEM aus Abschnitt ID und es gelten die dort

beschriebenen Nebenbedingungen.

2. Monte-Carlo Simulation

Die Versorgungssicherheitsindikatoren LOLE und EENS sind Erwartungswerte und werden mithilfe einer
sogenannten Monte-Carlo Simulation (MC-Simulation) bestimmt. Da die zugrundeliegende
Wabhrscheinlichkeitsverteilung zur Berechnung der Erwartungswerte nicht bekannt ist, kénnen diese nicht
algebraisch berechnet werden. Die MC-Simulation ist ein stochastisches Verfahren, das es erlaubt durch
wiederholtes Ausfiihren eines Zufallsexperiments Riickschliisse auf die unbekannte Verteilung einer
Zufallsvariable zu ziehen. Die Zufallsvariable ist im VS-Monitoring der ENS und das Zufallsexperiment ist das
wiederholte Ausfiihren des PVSM mit unterschiedlichen Kraftwerksaufillen und Wetterjahren. Im Rahmen
der MC-Simulation werden 200 Ausfalljahre 0 = {1,2, ...,200} mit 20 Wetterjahren W =

{1998, 1999, ...,2017} kombiniert. Die MC- oder Wetter-Ausfall-Jahre sind dann:

M={o-W—-1997) |lo€e0O,weW}=1{1,2,...,4.000}.

Das heifit, jedem Wetter-Ausfall-Jahr (w,0) € W X O wird ein eindeutiger Index m € M zugeordnet. Das
PVSM wird fir jedes dieser 4.000 = 200 x 20 Jahre ausgefiihrt. Im Ergebnis erhilt man fiir jedes Jahr m € M
einen ENS Wert definiert durch:

ENS, = ) > i,

Z€Z teT

Die insgesamt 4.000 ENS Werte iiber alle MC-Jahre definieren eine Hiufigkeitsverteilung. Das Ziel der MC-
Simulation ist diese Haufigkeitsverteilung gesichert zu ermitteln, d.h. dass die wahre Verteilung hinreichend
gut approximiert wird. Hinreichend gut bedeutet in diesem Fall, dass ein Konvergenzkriterium erreicht ist.
Das wird im nachfolgenden Abschnitt erlautert.
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3. Konvergenz

Seien ENS™ = {ENS;,ENS,, ..., ENS,,,} die ENS Werte bis zum MC-Jahr m € M. Das Konvergenzkriterium in
der European Resource Adequacy Assessment (ERAA) Methode® ist definiert auf dem Variationskoeffizienten
iber ENS™ mit:

JVar(ENS™)

VarK(ENS™) = EGENS™)

Wobei fiir den Erwartungswert und die Varianz gilt:

m
1
E(ENS™) = —z ENS;
m i=1

m
1
Var(ENS™) = EZ(EN.S} — E(ENS™))”.
i=1

Sei VarK™ = VarK(ENS™) und ¢ > 0 ein Schwellenwert (die Hohe ist in der ERAA-Methode nicht
spezifiziert), dann ist die MC-Simulation konvergiert, falls die absolute Verinderungsrate des

Variationskoeffizienten diesen Schwellenwert unterschreitet, d.h. wenn gilt:

|[VarK™ — VarK™™ 1|
VarKm-1

<e&.

Im VSM wird nicht direkt ein Schwellenwert als Abbruchkriterium der MC-Simulation festgelegt, sondern es
werden die 4.000 Jahre der MC-Simulation durchgefiihrt und visuell gepriift, ob die Verdnderungsrate
konvergiert. Es zeigt sich, dass in den Rechnungen ein Schwellenwert von € = 0,001 unterschritten wird und

der Variationskoeffizient gegen einen stationiren Wert konvergiert.

4. Versorgungssicherheitsindikatoren
Die zonenspezifischen Versorgungssicherheitsindikatoren sind LOLE, [h/a] und EENS, [MWh/a]. Fiir eine

konvergente MC-Simulation sind dies die erwartete Anzahl an Stunden, in denen die Last nicht vollstindig
durch den Markt gedeckt werden kann und die damit korrespondierende nicht gedeckte Energie. Der zonale
EENS entspricht dann dem Durchschnitt der nicht gedeckten Energie tiber alle MC-Jahre. Hierzu wird fiir jede
Zone z € Z die Summe der nicht gedeckten Energie (1;255,) tiber alle Stunden (¢ € T) und MC-Jahre (m € M)
gebildet und dann durch die Anzahl der MC-Jahre |M| geteilt.

1
EENS, =y > ) i

meM teT
Der zonale LOLE wird dhnlich bestimmt, wobei hier nur die Stunden gezahlt werden, wenn eine

Unterdeckung, d.h. ein positiver ENS, vorliegt. Mit der Indikatorfunktion 1{7‘,,‘2?2 > 0}, die immer dann 1 ist,

23 ACER Decision on the ERAA methodology: Annex I, Article 4.2 (e)
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wenn in der Stunde eine Unterdeckung vorliegt, werden die nicht gedeckten Stunden je MC-Jahr gezihlt und
schliefilich wird wieder der Durchschnitt iber alle MC-Jahre gebildet.

1
LOLE, = T z z 1{ra5E > 0}

MEM teT

5. Regelleistungsvorhaltung

Im IIEM wird unter Verwendung eines durchschnittlichen Wetterjahres und durchschnittlicher
Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten die zukiinftige Leistung des Kraftwerkparks bestimmt. Das dem IIEM
zugrunde gelegte Wetter sowie die durchschnittlichen Nichtverfiigbarkeiten konnen als heutige Prognose der
Investoren tiber die Zukunft interpretiert werden. Fir den Fall, dass diese Prognosen aber nicht eintreten,
muss Regelleistung vorgehalten werden, um die Differenz zwischen Prognose und Realisation auszugleichen.

Im PVSM werden nun auch andere Wetterjahre und unterschiedliche Ausfalljahre zu Grunde gelegt. Hier
handelt es sich quasi um die Realisation der Zukunft. Deshalb darf der Teil der Regelleistung, der zum
Ausgleich zwischen Prognose und Realisation mit Bezug auf das Wetter und die
Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten gedacht ist, im PVSM nicht mehr vorgehalten werden. Er muss viel mehr zur

Lastdeckung zur Verfiigung stehen.

Fiir die Modellierung bedeutet das, dass die Regelleistung in einen hoch- und niederfrequenten Anteil
getrennt wird. Der hochfrequente Anteil betrifft unterstiindliche Ereignisse (Last- und Erneuerbare Energien
(EE)-Rauschen, Rampen, Fahrplanspriinge), die in den Zeitreihen nicht enthalten sind, sodass dieser Teil auch
im PVSM von den Kraftwerken vorzuhalten ist und nicht zur Lastdeckung zur Verfiigung steht. Der
niederfrequente Anteil ist jedoch explizit durch die Stochastik tiber die unterschiedlichen Wetter- und
Ausfalljahre berticksichtigt und somit im PVSM nicht mehr extra vorzuhalten.

Die Modellierung der Regelleistungsvorhaltung im PVSM entspricht wiederum der des IIEM (siehe Abschnitt
ID4). Fiir die Deckung der Regelleistungsvorhaltung existiert ein eigener Variablensatz im Sinne eines Anteils
der installierten Leistung und dieser Teil der Leistung kann nicht zur Lastdeckung herangezogen werden. Im
PVSM konnen alle Cluster gleichermafien zur Deckung der Regelleistungsvorhaltung beitragen. Auf eine
Trennung zwischen einem Spinning und Non-Spinning Teil?* der Regelleistung, wie es im IIEM der Fall ist,
wird hier verzichtet, da angenommen wird, dass in einer Knappheitssituation im Zweifel alle Anlagen
gleichermafien zur Deckung der Residuallast und der Regelleistungsvorhaltung herangezogen werden

konnen.

6. Ausfalljahre

Im PVSM ist der Einsatz der Erzeugungstechnologien wie im IIEM clusterscharf. Das heif3t auch im PVSM
werden die einzelnen Anlagenblocke zu normierten Clustern aggregiert und deren Einsatz unterliegt der
gleichen Leistungseinschrankung, dass in jeder Stunde nur die verfiigbare Leistung eingesetzt werden kann.

24 Spinning Leistung steht direkt zur Verfiigung, wihrend Non-Spinning Leistung eine kurze Vorlaufzeit aufweist.
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Fir die Cluster der Kraftwerke des p-Typs sieht die Beschrankung beispielhaft wie folgt aus
PEre S VBKoyzcw B

Im Gegensatz zum IIEM verbirgt sich hinter der Zeitreihe der stiindlichen Verfiigbarkeiten VBK,, , . € [0,1]
im PVSM nicht ein einziges durchschnittliches Profil, sondern je Ausfalljahr o € {1,2, ...,200} eine
unterschiedliche Zeitreihe. Das Erstellen dieser unterschiedlichen Zeitreihen wird im Folgenden kurz

skizziert.

Auf Grundlage der blockscharfen Kraftwerksliste wird je Ausfalljahr ein clusterscharfes Verfiigbarkeitsprofil
erstellt. Hierzu wird zuerst im Rahmen der stochastischen Ausfallziehungen fiir jeden Kraftwerksblock je

Ausfalljahr ein zufélliges Verfiigbarkeitsprofil (VBKM__Z,C_,,) € {0,1}" hinterlegt. Dieses Profil zeigt an, ob

teT
Kraftwerk b aus Zone z und Cluster c in Stunde t des Ausfalljahres o an (Status=1) oder aus (Status=0) ist. Im

PVSM gilt somit je Cluster
PSS < VBKopen - PLS
b

mit P, als installierte Leistung eines einzelnen Blocks. Dieser Ausdruck ist dquivalent zur Einschrinkung
oben, wenn man das clusterscharfe Verfiigbarkeitsprofil definiert durch das mit der Leistung gewichtete
Mittel der blockscharfen Profile, d.h.

1
— Inst
VBKo,t,z,c = plnst : E VBKo,t,z,c,b : PZ,C,b
z,c 5

mit P/t = 3, P als aggregierter installierter Leistung je Cluster. So werden fiir das PVSM die

Leistungsbeschriankungen der einzelnen Anlagen auf die Cluster-Ebene aggregiert.
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IV Dispatchmodell (DPM)
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A Kurzfassung

Das Dispatchmodell (DPM) folgt im VSM-Prozess nach dem IIEM (Kapitel I) und der Kraftwerksverortung
(Kapitel IT). Das DPM wird benétigt, um fiir die Netzmodellberechnungen (Kapitel V1) den blockscharfen
Einsatz von Kraftwerken zu bestimmen, denn im I[IEM wird mit aggregierten Clustern gerechnet.

Die wichtigsten Unterschiede zum IIEM sind hier zusammengefasst:

« Im DPM wird im Gegensatz zum IIEM nur ein Betrachtungsjahr (also 8760 Stunden) pro Rechnung
berechnet. Im IIEM werden mehrere Jahre simultan berechnet, um die Wirtschaftlichkeit von
Investitionen zu tiberprifen. Insgesamt werden die Jahre 2026, 2030 und 2035 im VSM24 berechnet und
nicht mehrere Betrachtungsjahre auf einmal. Jede dieser DPM Rechnung steht fiir sich und ist mit der

jeweils anderen DPM Rechnung nicht verkniipft.

«  Das DPM wird als gemischt-ganzzahliges lineares Optimierungsmodell abgebildet (das IIEM als reines
lineares Optimierungsmodell). Aufgrund der Komplexitit wird der Berechnungszeitraum in sogenannte
Zeitscheiben aufgeteilt. Da diese einzeln berechnet werden, fehlt dem Optimierer die perfekte Voraussicht
iiber den gesamten Berechnungszeitraum. Daher ist eine Voroptimierung erforderlich. Mehr dazu im
Kapitel IVB1.

- Das DPM nutzt keine Kraftwerkscluster (also aufsummierte bzw. aggregierte Kraftwerke je Technologie),
sondern eine blockscharfe Kraftwerksliste. Jedes Kraftwerk besitzt eigene Parameter (z.B. Wirkungsgrad
etc.) und somit auch individuelle Kosten. Es werden auch keine Kraftwerke oder Kraftwerkskapazititen
zu- oder abgebaut.

« Daltalien in den Netzmodellen in sechs eigenstindige Gebotszonen abgebildet ist, wird fiir das DPM
Italien ebenfalls in sechs Gebotszonen unterteilt. Die blockscharfen Kraftwerke in Italien werden mittels
ihrer Koordinaten der jeweiligen Gebotszone zugewiesen.

« Fir das DPM ist die KWK-Wiarmenachfrage in Deutschland regional in einzelne Warmeregionen
unterteilt. Die KWK-Kraftwerke sind ebenfalls der jeweiligen Warmeregion zugeordnet. Somit wird
verhindert, dass z.B. ein KWK-Kraftwerk in Miinchen die Warmenachfrage in Berlin decken kann. Siehe
auch Kapitel IVC5.3.

Im Folgenden wird der Aufbau, der Ablauf und die Funktionsweise des DPM beschrieben. Dabei wird
gelegentlich nochmal auf die Unterschiede zum ITEM eingegangen. Die Entwicklung und Weiterentwicklung
des beschriebenen Modells erfolgte bzw. erfolgt innerhalb der Bundesnetzagentur und ermoglicht interne
Strommarktberechnungen fiir die verschiedenen Aufgabenbereiche der Beh6rde. Neben der Auswertung der
Ergebnisse (siehe Abbildung 9) wie des blockscharfen Kraftwerkseinsatzes, den Handel zwischen Gebotszonen
usw. liegt der Fokus des Modells auf der nachfolgenden Nutzung der Ergebnisse in den jeweiligen
Netzmodellen.

Das DPM bestimmt fiir jede Stunde des Betrachtungsjahres eine Last- Einspeisesituation. Diese stellt
anlagenscharf aufgeldste Angaben zu Last und Einspeisung und damit jeweils eine konkrete Marktsituation
dar. Das DPM errechnet fiir den gewihlten Betrachtungszeitraum und das gewéhlte Betrachtungsgebiet den
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Einsatz aller Marktteilnehmer. Dabei wird ein ,perfekter” also kostenoptimierter Strommarkt?® angenommen.
Die Deckung der Stromnachfrage im gesamten Betrachtungsgebiet erfolgt zu den kostengiinstigsten
Bedingungen. Das Ergebnis enthilt somit einen kostenoptimierten Einsatz aller Marktteilnehmer bzw.
einzelner Marktinstrumente in stiindlicher Auflosung. In der Regel betréigt der Betrachtungszeitraum ein Jahr
bzw. 8760 Stunden. Das Betrachtungsgebiet ist frei wahlbar und umfasst im VSM die Lander bzw.
Gebotszonen Belgien, Ddnemark (Ost und West), Deutschland, Finnland, Frankreich, Grof3britannien, Italien
(aufgeteilt in sechs einzelne Gebotszonen), Kroatien, Luxemburg, Niederlande, Norwegen, Osterreich,
Portugal, Polen, Ruminien, Schweden, Schweiz, Slowakei, Slowenien, Spanien, Tschechien, und Ungarn. Es
konnen samtliche Kombinationen aus Betrachtungsjahren und Wetterjahren in einzelnen Berechnungen
abgebildet werden. Der Fokus im VSM liegt auf den Betrachtungsjahren 2026, 2030 und 2035 und Annahme
der Witterungsbedingungen des Wetterjahrs 2002.

Die Grundlage der Berechnungen im VSM sind die Eingangsdaten (Annahmen Anlage 2 und Zeitreihen
Anlage 3), die IIEM-Ergebnisse und deren Disaggregation zu einer blockscharfen Kraftwerksliste.

Strommenge [GWh]

—40
09.12 10.12 10.12 11.12 12.12 13.12 14.12 15.12

4 Uhr 1 Uhr 22 Uhr 19 Uhr 16 Uhr 13 Uhr 10 Uhr 7 Uhr

Zeitpunkt im Jahr

mmm \\ind an Land s Wind auf See mmms Biomasse Photovoltaik
== Speicherwasser Laufwasser wees Sonstige EE e Abfall
Erdgas e Kuppelgas s O] ww Sonstige konv. Erzeugung
e Kleinst-KWK wemn PS\W Einspeicherung mmmm PSVW Ausspeicherung wese DSM Lasterhdhung
wesm DSM Lastreduktion waem SBS Einspeicherung mmmm SBS Ausspeicherung mmm 3DL Einspeicherung
msem BDL Ausspeicherung mmm Import wem Export = \ferbrauch

Abbildung 9: Veranschaulichung Ergebnis Dispatchmodell; (Quelle: BNetzA)

25 Fiir den Strommarkt kann in guter Naherung ,vollkommener Wettbewerb“ unterstellt werden, sodass die Gewinnmaximierung der

einzelnen Marktakteure zur Kostenminimierung bzw. -optimierung fiir das Gesamtsystem wird.
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B Grundlagen

1. Optimierungsmodell

Wie das IIEM ist das DPM ein mathematisches Optimierungsmodell. Im Gegensatz zum [IEM wird das DPM
grundsitzlich als gemischt-ganzzahliges lineares Optimierungsmodell (engl.: Mixed-Integer Linear Program
»MILP“) abgebildet. Dennoch kann das DPM auch vereinfacht als LP dargestellt werden, um die benétigte
Rechenzeit deutlich zu minimieren. Von dieser Moglichkeit wird bei der Voroptimierung gebraucht gemacht.

Ein MILP-Modell hat typischerweise die folgende mathematische Form:
min f(x) =cT-x
st. A-x<b
Ib<x<ub
x-€ER, reR
x; €Z, i€l
Die einzelnen Elemente bedeuten:
i) min f(x) ist die zu minimierende Zielfunktion
ii) Der transponierte Vektor cTenthilt die Kosten
iii) Der Vektor x enthilt die Variablen
iv) Die Vektoren lb, ub (Lower, Upper Bound) erfassen den zuldssigen Wertebereich der Variablen
v) Die Matrix A enthilt die Koeffizienten der Nebenbedingungen
vi) Der Vektor b enthélt die Grenzwerte der Nebenbedingungen

vii) Die Matrix A bildet zusammen mit den Grenzwerten in b das System der linearen
Ungleichungen, die das Modell bzw. die Nebenbedingungen beschreiben

viii) Der Vektor x besteht entweder aus reellen (x,) oder ganzzahligen (x;) Entscheidungsvariablen

Die Abbildung des DPM als MILP ermdglicht mit seinen bindren Entscheidungsvariablen die
Bertiicksichtigung von Startkosten sowie Mindestbetriebs- und Mindeststillstandszeiten. Die dadurch
gestiegene Komplexitit des Optimierungsproblems erhéht die Rechendauer exponentiell. Eine Berechnung

uber alle 8760 Stunden ist somit gleichzeitig nicht mehr mdglich.

Um das Optimierungsproblem zu l6sen, wird der Betrachtungszeitraum in mehrere sogenannte Zeitscheiben
(Zeitraume) aufgeteilt. Die Zeitscheiben tiberlappen sich und werden nacheinander berechnet. Hierfiir wird
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vorab ein fester Uberlappungszeitraum am Ende einer Zeitscheibe festgelegt. Die Werte der Modellvariablen
(z.B. Status eines Kraftwerks, Fiillstinde etc.) innerhalb des Uberlappungszeitraums werden gespeichert und
an die nachfolgende Zeitscheibe tibergeben. Ebendiese Werte werden anschliefend in der urspriinglichen
Zeitscheibe verworfen und mittels der darauffolgenden Zeitscheibe neu berechnet. Die Optimierung per
Zeitscheiben benotigt weitere Nebenbedingungen, die die Flexibilitat des Strommarktes reduzieren und das
Optimierungsproblem somit restriktiver machen als ein Optimierungsproblem ohne Zeitscheiben. Mit der
Neuberechnung der letzten Stunden aus der vorherigen Zeitscheibe (Uberlappung) in der aktuellen
Zeitscheibe wird den Restriktionen entgegengewirkt. Das DPM rechnet mit einer Zeitscheibe von 336 Stunden
(zwei Wochen) und einer Uberlappung von 48 Stunden (zwei Tage).

Mit der Aufteilung des Optimierungsproblems in mehrere Zeitscheiben wird dem Optimierer die Voraussicht
iiber den gesamten Betrachtungszeitraum genommen. Das kann zur Folge haben, dass grofie saisonale
Speicherwasserkraftwerke, wie bspw. in Norwegen, in den ersten Wochen und Monaten als kostengiinstige
Option zur Stromproduktion geleert werden. Das ist mit der herkdmmlichen Fahrweise dieser Kraftwerke
nicht vereinbar und kann am Ende des Jahres zu Problemen bei der Deckung des Stromverbrauchs fiithren.
Aus diesem Grund wird im Vorfeld eines MILP eine Voroptimierung durchgefithrt. In der Voroptimierung
wird das Optimierungsproblem als ein lineares Modell (LP) abgebildet, wodurch der Optimierer in der Lage ist,
den gesamten Betrachtungszeitraum von 8760 Stunden zu optimieren. Die optimierten Werte der
verschiedenen Modellvariablen (z.B. Fillstinde) werden in der nachfolgenden DPM-Rechnung (MILP)
berticksichtigt. Somit wird dem Nachteil der nicht vorhandenen Voraussicht entgegengewirkt.

2. Zonen

Wie im IIEM bilden auch im DPM Zonen und "Offshore-Bidding-Zones" das Betrachtungsgebiet ab. Da in den
nachfolgenden Netzmodellen einige Zonen in eigenstindige bzw. weitergehende Gebotszonen unterteilt
werden, werden diese Gebotszonen entsprechend im DPM abgebildet. Zum Beispiel wird die IIEM-Zone
Italien (IT) im DPM in sechs eigenstandige italienische Gebotszonen aufgeteilt. Die Auswahl der Zonen ist far
die DPM-Berechnungen im VSM somit abhingig vom nachfolgenden Netzmodell.

3. Marktteilnehmer und Kosten

Im DPM wird mit einer blockscharfen Kraftwerksliste des jeweiligen Betrachtungsjahres gerechnet. Diese
Kraftwerkslisten werden um weitere Parameter wie variable Betriebskosten, Startkosten etc. erweitert.
Lediglich die Flexibilitaten (Speicher und Nachfrageflexibilititen) werden nicht disaggregiert und wie im IIEM
als ein Cluster je Technologie behandelt. Die Marktteilnehmer sind wie im IIEM in verschiedene Typen

unterteilt und entsprechend modelliert:
10. Kraftwerke (inkl. KWK)

11. Speicher

12. Nachfrageflexibilititen

Alle Marktteilnehmer kénnen sich wie auch im I[IEM an der Regelleistungsvorhaltung beteiligen (vgl. Kapitel
IB8).
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C Modellierung

Im Folgenden werden alle wichtigen Bestandteile vorgestellt und zu einem gemischt-ganzzahligen linearen
Optimierungsmodell zusammengefiigt. Die Entscheidungsvariablen werden mit Kleinbuchstaben und
exogene Kostanten mit Grof3buchstaben dargestellt. Grundsétzlich gilt: Wenn sich der Wert durch die
Optimierung dndern kann, dann handelt es sich um eine Entscheidungsvariable, wenn nicht, dann handelt es

sich um eine exogene Konstante.

Das Dispatchmodell optimiert den Kraftwerkseinsatz fiir maximal ein einzelnes Jahr a (8760 Stunden). Die
Ergebnisse eines Betrachtungsjahres haben keinen Einfluss auf die Ergebnisse der anderen Betrachtungsjahre.
Somit sind die Berechnungen innerhalb eines Jahres unabhéngig gegentiiber anderen Jahren. Daher wird bei
der Notation auf den Index a fir Jahre verzichtet.

1. Indizes und Mengen

Indizes und Mengen

Name Formel Beispiel
Zeitschritt (i.d.R. Stunde) teT,CT {1,2...336}, {288, 289...}
Zone, Nachbarzone z,7ZZ €Z DE, FR, ...
Wairmeregion wr € WR
Cluster der Nachfrageflexibilitaten c eCF BEV, IND1, ...
Cluster der intervallartigen Nachfrageflex. c € CFI € CF BEV, P2H, ...
Cluster der Kraftwerke ceCP
Kraftwerke mit PET Biomasse c €EBIOcC CP
Cluster der KWK-Kraftwerke ceCPHcCP
Cluster der Speicher c€eCS PSW, ...
Cluster der Speicher mit Zufluss c€eCSZcCS SW, ...
Grenziiberschreitende Verbindung z,Z2Z €EZ (Von-Nach), (DE-AT) ...

Tabelle 18: Indizes und Mengen; (Quelle: BNetzA)

2. Modellkonstanten

2.1 Kraftwerksliste

Die Kraftwerkliste beinhaltet fiir jedes Kraftwerk alle Parameter, die fiir die Rechnung im DPM notwendig
sind. Die Kraftwerke sind dabei in Cluster (Typen) unterteilt.
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Kraftwerks- und speicherspezifische Parameter

Name Formel Einheit Index
Mindesterzeugungsleistung PL. MW vi € CP
Maximale Erzeugungsleistung Pl MW vi € {CP, CS}
Anfahrkosten Cliant € Vi e CP
Variable Kosten pro MWh cl, € vi € {CP, CS}
Maximale Kapazitat Caplay MWh Vi € CS
Wirkungsgrad ! - vi € CS
Stromkennzahl SK! - Vi € CPH

Tabelle 19: Kraftwerks- wie speicherspezifische Parameter; (Quelle: BNetzA)

2.2 Leistungszeitreihen

Fiir jede Zone z werden Zeitreihen in stiindlicher Auflésung zur Strom- wie Warmenachfrage, zu
Netzverlusten, vorgehaltener Regelleistung, Stromerzeugung von Kleinst-KWK-Anlagen sowie von

verschiedenen erneuerbaren Energien eingelesen.

Leistungszeitreihen

Name Formel
Stromnachfrage SN
Warmenachfrage WN
Netzverluste NV
Vorgehaltene Regelleistung RLV
Erzeugung durch Kleinst-KWK KKWK
Erzeugung durch Photovoltaik PV
Erzeugung durch Wind an Land (Wind-Onshore) wen
Erzeugung durch Wind auf See (Wind-Offshore) woff
Einspeisung Laufwasser Lw
Einspeisung durch sonstige EE-Anlagen EEsonst

Tabelle 20: Leistungszeitreihen; (Quelle: BNetzA)

Aus diesen Daten wird fiir jede Zone z die stiindliche "Restlast" (RLa, ;) ermittelt. Fiir die jeweilige Zone z setzt
sich diese Last zusammen aus der Stromnachfrage (SN, ;) und den Netzverlusten (NV, ;) abzgl. der Einspeisung
durch EE-Anlagen (EE, ;) sowie der Einspeisung durch Kleinst-KWK-Anlagen (KKW K, ;). Die Restlast kann
auch als Residuallast abziiglich der Kleinst-KWK-Einspeisung (KKWK, ,) verstanden werden. Die Deckung

dieser Last in einer Zone z zur Stunde ¢ ist eine der zentralen Nebenbedingung fiir das Optimierungsmodell.
RLa,; = SN, + NV, — (EE,; + KKWK,,)

mit:  EE,, = PV, + WP + Wol + LW, , + EES™
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2.3 Nachfrageflexibilititen

Zu den Leistungszeitreihen werden fiir jede Zone z die Zeitreihen der Nachfrageflexibilititen (Demand Side
Management kurz DSM) eingelesen. Es wird dabei zwischen zwei Arten von Nachfrageflexibilititen
unterschieden. Bei den sogenannten intervallartigen Nachfrageflexibilititen (CFI) kann der Stromverbrauch
des jeweiligen Clusters, unter Einhaltung der Grenzen, in glinstigere Stunden verschoben werden. Wie auch
im IIEM werden die intervallartigen Nachfrageflexibilititen im DPM als Speicher abgebildet. Das
"Einspeichern" von Last senkt die Stromnachfrage, wihrend die "Ausspeicherung" die Stromnachfrage erhoht.
Bei der sogenannten freiwilligen Lastreduktion (CF) wird ein Teil des Stromverbrauchs des jeweiligen Clusters

ausgesetzt und nicht mehr nachgeholt.

Ubersicht Intervallartige Nachfrageflexibilititen

Name Formel
Elektromobilitat BEV
Gewerbe-Handel-Dienstleistungen GHD
Heimspeichersysteme HSS
Industrie IND
Power to Gas Offsite PtG
Power to Gas Onsite PtG,,
Power to Heat Fernwdrme PtHpy
Power to Heat Industrie PtHip
Warmepumpen wp

Tabelle 21: Ubersicht Intervallartige Nachfrageflexibilititen; (Quelle: BNetzA)

Fiir jede Zone z werden fiir die oben aufgefiihrten intervallartigen Nachfrageflexibilititsoptionen jeweils vier
Zeitreihen eingelesen. Die maximale Einspeicherung PED ; gibt die maximale Reduktion des Verbrauchs in
Stunde t an, also um wieviel der Verbrauch in der Stunde t gesenkt werden kann. Bei der Flexibilitit BEV ist
dieser Wert bspw. von der Anzahl der angeschlossenen flexiblen E-Autos abhingig. Die maximale
Ausspeicherung Prﬁgi‘t gibt die maximale Steigerung des Verbrauchs in Stunde t an, um die der Verbrauch
vorgezogen bzw. zuvor eingespeicherter Verbrauch nachgeholt werden kann. Die maximalen und minimalen
Speicherkapazititen (Capmax ¢ Capmin,¢) begrenzen das Verschiebungspotential der Nachfrageflexibilititen.
Der Nachfrageflexibilitidtsspeicher muss am Ende eines vorab festgelegten Zeitintervalls leer bzw. jeglicher
Verbrauch nachgeholt sein. Neben den Zeitreihen wird fiir jede Nachfrageflexibilitit ein Preis Cg;, eingelesen.
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Intervallartige Nachfrageflexibilititen

Name Formel Einheit Zeitreihe
Maximale Einspeicherung PnEqia“x,t MW Ja
Maximale Ausspeicherung Prﬁg‘f’(_t MW Ja
Maximale Speicherkapazitat Capmax,t MWh Ja
Minimale Speicherkapazitat Capmint MWh Ja
Einspeicherungskosten pro MWh Cein € Nein

Tabelle 22: Intervallartige Nachfrageflexibilititen; (Quelle: BNetzA)

Die Nachfrageflexibilitdten mit freiwilliger Lastreduktion setzen sich aus drei verschiedenen Optionen
zusammen. Diese unterscheiden sich in der Gber das Jahr moglichen reduzierbaren Last und dem Preis fiir

eine Stromeinheit.

Ubersicht Nachfrageflexibilititen mit freiwilliger Lastreduktion

Name Formel
Industrie 1 IND1
Industrie 2 IND2
Industrie 3 IND3

Tabelle 23: Ubersicht Nachfrageflexibilititen mit freiwilliger Lastreduktion; (Quelle: BNetzA)

Wie bei den intervallartigen Nachfrageflexibilititen werden auch hier stiindliche Daten in Form von
Zeitreihen eingelesen. Die maximale Reduktion PR¢ , legt fest, um wieviel die Stromnachfrage in Stunde ¢
reduziert werden kann. Die Energiemenge E M, begrenzt die zu reduzierende Strommenge und basiert auf den
Vollbenutzungsstunden der jeweiligen Nachfrageflexibilitidten. Die Energiemenge geht im VSM als
voroptimierte Zeitreihe in die Berechnung ein. So nutzt der Optimierer tiber den gesamten
Betrachtungszeitraum diese Art der Nachfrageflexibilitit optimal aus, auch wenn der Betrachtungszeitraum

in Zeitscheiben unterteilt berechnet wird.

Nachfrageflexibilitaten mit freiwilliger Lastreduktion

Name Formel Einheit Zeitreihe
Maximale Reduktion in t Prﬁgf‘t MW Ja
Energiemenge in t EM, MWh Ja
Reduktionskosten pro MWh CRed € Nein

Tabelle 24: Nachfrageflexibilititen mit freiwilliger Lastreduktion; (Quelle: BNetzA)

2.4 Handelskapazititen

Die Handelskapazitidten zwischen zwei Gebotszonen werden als Tabelle bzw. Zeitreihe eingelesen. In den
meisten Stunden ¢ ist der Wert der Handelskapazitit NTC, ,,, (Net Transfer Capacity) konstant tiber den
gesamten Betrachtungszeitraum und wird der Tabelle entnommen. Es gibt Handelskapazititen NTC, ,,,

zwischen zwei Gebotszonen, die stiindliche Verdnderungen aufweisen. Zum Beispiel unterliegt der
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Interkonnektor zwischen Deutschland tiber den Wind Offshore Park "Kriegers Flak" nach Ddnemark Ost
zeitlichen Schwankungen beziiglich der verfiigbaren Handelskapazitit, da dieser NTC abhingig von der

Windeinspeisung ist.

Handelskapazititen
Name Formel Einheit Index
Handelskapazititin t NTC, ;. MW Vz,zz€EZVtET,

Tabelle 25: Handelskapazititen; (Quelle: BNetzA)

3. Modellvariablen

3.1 Kraftwerksvariablen

Fiir jedes Kraftwerk i des Clusters CP in Zone z zur Stunde t werden die folgenden Variablen erstellt.

Kraftwerksvariablen

Name Formel b ub Kosten Menge Index
Stromerzeugung pL, PL. PL, Cl, pi €R Vi € CP
Zustand sty 0 1 PL. - CL, st €L Vi€ CP
Hochfahren anl, 0 1 Cliart anl, €Z Vi € CP
Runterfahren aust, 0 1 0 aust, € Z Vi € CP
Nichtverfiigbarkeit nvk, 0 1 - nvi, € R Vi € CP
Wirmeerzeugung QL 0 - 0 gl €R vi € CPH
Fullstand Biomasse fie 0 - 0 fi eR vi € BIO

Tabelle 26: Kraftwerksvariablen; (Quelle: BNetzA)

Falls ein Kraftwerk i ebenfalls zur Teilmenge der KWK-fihigen Kraftwerke CPH gehort, wird zuséatzlich noch
die Variable Wiarmeerzeugung q;t definiert. Fiir ein Kraftwerk i, welches zur Teilmenge der Biomasse-
Anlagen BIO gehort, wird zusétzlich noch der Fiillstand der Biomasse (siehe auch Kapitel IVC5.4) mit der

Variable £, definiert.
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3.2 Speichervariablen

Fiir jeden Speicher i des Clusters CS in Zone z zur Stunde t werden folgende Variablen definiert. Lediglich fiir
Kraftwerke des Clusters Speicherwasser CZS wird keine Einspeicherungsvariable definiert.

Speichervariablen

Name Formel b ub Kosten Menge Index
Einspeicherung pLEn 0 Pi 0 pLE" € R Vi € CS\CSZ
Ausspeicherung pé'ft\us 0 Pi cl, pé’ft\us €R vi € CS
Fiillstand fit 0 Capl 0 fi €R Vi € CS
Nichtverfiigbarkeit nvk, 0 1 - nvi, € R vi € CS

Tabelle 27: Speichervariablen; (Quelle: BNetzA)
3.3 Nachfrageflexibilitatsvariablen
Fiir jede intervallartige Nachfrageflexibilitdt i im Cluster CFI in Zone z zur Stunde t werden folgende

Variablen definiert.

Variablen der intervallartigen Nachfrageflexibilititen

Name Formel lb ub Kosten Menge Index
Einspeicherung poe" 0 pLEN ck, piE" e R vi € CFI
Ausspeicherung pL 0 Pl 0 pia” € R Vi € CFI
Fiillstand fie Capiin Capla 0 fi €R Vi € CFI

Tabelle 28: Variablen der intervallartigen Nachfrageflexibilititen; (Quelle: BNetzA)

Fiir jede Nachfrageflexibilitidt mit freiwilliger Lastreduktion i im Cluster CF in Zone z zur Stunde t werden
folgende Variablen definiert. Die vorgegebene Energiemenge EM{ kann als Sollfiillstand verstanden werden,
der sich liber den Betrachtungszeitraum reduziert und am Ende des Betrachtungszeitraum auf null fillt.

Variablen der Nachfrageflexibilititen mit freiwilliger Lastreduktion

Name Formel b Ub Kosten Menge Index
Lastreduktion poie 0 PIR Cheg P €R Vi € CF\CFI
Fullstand e 0 EM{ 0 iked ¢ R Vi € CF\CFI

Tabelle 29: Variablen der Nachfrageflexibilititen mit freiwilliger Lastreduktion; (Quelle: BNetzA)
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3.4 Handelsvariablen

Fir jede Zone z wird fir jede Nachbarzone zz mit einer gemeinsamen Handelskapazitit (NTC) eine Import-

und eine Export-Entscheidungsvariable pro Stunde t initialisiert.

Handelsvariablen

Name Formel b ub Kosten Menge Index
Import IMP; 2zt 0 NTCy ;7 ¢ 1 imp, ..+ € R Vzz € Z
Export exXPyz 7zt 0 NTC, ;7 ¢ 1 exp; -t € R Vzz € Z

Tabelle 30: Handelsvariablen; (Quelle: BNetzA)

3.5 Slack-Variablen

Fiir jede Zone z werden fiir jede Stunde t verschiedene Slack-Variablen initialisiert. Bei den Slack-Variablen
handelt es sich um hypothetische Kraftwerke und Verbraucher, die bei einer Unter- oder Uberdeckung dafiir

sorgen, dass das Optimierungsmodell trotzdem lésbar bleibt.

Slack-Variablen

Name Formel b ub Kosten Menge Index
Balance sl Balance 0 — 10000 slkBance ¢ R vz EZ
Uberschussstrom sLkN3® 0 - 0 slkN® e R vz EZ
KWK-Warme sIEKWK 0 - 10000 slkXVX e R vwr € WR

Tabelle 31: Slack-Variablen; (Quelle: BNetzA

R

4. Zielfunktion

Die zu minimierende Zielfunktion biindelt alle Kosten tiber alle Zonen innerhalb einer Zeitscheibe bzw. eines

Zeitraumes.
min ZF = KE + KS + KFa + KFi + KH + KSK

Die einzelnen Bestandteile der Zielfunktion werden im Folgenden erldutert.

4.1 Kosten der Erzeugung

Die Kosten der Stromerzeugung des Clusters CP ergeben sich aus den variablen Kosten sowie den
Anfahrkosten der Kraftwerke. Die Erzeugungskosten in Stunde t in Zone z entsprechen dann:

— i i i i i i i
KEz,t - Z Szt ” Cvar ' (pz,t + Pmin) TNVz ¢ + ang. - CStart
ieCP
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Um die Gesamtkosten in der zu optimierenden Zeitscheibe (Zeitraum) der Stromerzeugung durch das Cluster
CP zu berechnen, miissen die Erzeugungskosten der Kraftwerke KE, , fiir alle Zonen und Stunden der

Zeitscheibe T,, aufsummiert werden:

KE = Z Z KE,,

ZEZtETy

4.2 Kosten der Speicher

In diesem Abschnitt werden die Kosten der Speicher p’ (z.B. Pumpspeicherkraftwerke) und der
Speicherwasserkraftwerke p’/ beschrieben. Im Gegensatz zu den Kraftwerken werden fiir die Speicher im VSM

keine Startkosten angenommen.

— § i,Aus i i E Jj,Aus J J
KSz,t = Pzt MUzt Coar + Pz MUz Cuar
ieCS j €CSZ

KS = Z z KS,,

ZEZLETy

4.3 Kosten der Nachfrageflexibilitaten mit freiwilliger Lastreduktion

Die Kosten der Nachfrageflexibilitdten mit Lastreduktion ergeben sich aus dem Produkt der reduzierten Last
und den Kosten der Lastreduktion. Die Kosten der Lastreduktion entsprechen der Kompensation der nicht in

Anspruch genommenen Strommengen oder etwaige Gewinne aus der Produktion.

_ i,Red i
KFa = E g E Dze CRed
Z€EZtEeTyieCF\CFI

4.4 Kosten der intervallartigen Nachfrageflexibilititen

Im Gegensatz zu den Kosten des Nachfrageflexibilitatsclusters mit Lastreduktion entstehen bei den
intervallartigen Nachfrageflexibilititsoptionen die Kosten nicht durch eine nicht realisierte Stromnachfrage,
sondern durch deren zeitliche Verschiebung (Lastverschiebung).

KFi= > > ) piinch,
ZEZtETyi€CFI
4.5 Handelskosten

Die Strommengen, die zwischen zwei Gebotszonen gehandelt werden, werden mit minimalen Kosten
ungleich null versehen. Dadurch wird iberschiissiger Strom einer Gebotszone nicht in einer anderen

Gebotszone mit slk}:® abgeregelt.

KH = Z Z z IMPy 27,

Z€EZLZZELZtETy
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4.6 Kosten fiir den Lastiiberhang

Fir den Fall, dass die Stromnachfrage einer Gebotszone nicht gedeckt wird, stehen die sogenannten "Slack-
Variablen" zur Verfiigung. Diese Variablen besitzen die hochsten Kosten und werden zuletzt in Anspruch
genommen. Im DPM wird wie im IIEM mit Kosten fiir die Unterdeckung von 10.000 € gerechnet. Diese
werden im Modell als "Slack-Kosten" bezeichnet.

KSK = " )" (sUBienee + sUI) - 10000

ZEZtETy

5. Nebenbedingungen

5.1 Balance

Im gesamten Betrachtungsgebiet z € Z entspricht zu jeder Stunde t € T, die Summe der Ein- und
Ausspeisungen aller Speicher-, Nachfrageflexibilitdts- und Kraftwerkscluster, des Saldos der Im- und Exporte
sowie die Summe der modelltheoretischen Slack-Variablen genau der entsprechenden Restlast.

RLaz,t = Z pé,t + Z pé,t + Z pg,t + Z pé,t + Z p;',lt + Z (impz,zz,t - expz,zz,t) + Slk?}lance

ieCP j€CS k € CSZ 1 € CF\CFI m € CFI zZZ€Z
— SIKNS® vzt

Die Erzeugung p;t des Speichercluster CS ist die Differenz zwischen Aus- und Einspeicherung:

pl, = pl™ —pli™ wzt,j € CS\CSZ

Ausgenommen sind die Speicher des Clusters CSZ mit einem natiirlichen Zufluss. Hier ist die Erzeugung p%,

k,Aus
z,t .

gleich der Ausspeicherung p

Die Nachfrageflexibilitidten des Clusters CFI erhohen oder verringern die Restlast in Abhédngigkeit davon, ob
die Differenz aus Einspeicherung (Lastreduktion) und Ausspeicherung (Lasterh6hung) positiv oder negativ ist:

Py = p’Z"‘t‘Em - p;',‘t’Aus vz, t,m € CFI

5.2 Handel

Besitzen zwei Zonen eine gemeinsame Handelskapazitit, dann entspricht der Export der einen Zone dem

Import der anderen Zone:
IMPy1 72t = €XPg2z1e V21,22 €Z
eXPz1 72t = iMPg2z1e V21,22 €Z

5.3 KWK-Balance

Die Wiarmeerzeugung q;t mit KWK-Kraftwerken entspricht der Stromerzeugung unter Beriicksichtigung der

Nichtverfiigbarkeit nv! , und der Stromkennzahl SK'. Fiir jedes Kraftwerk i des KWK-Kraftwerkscluster CPH

in Zone z gilt fur jede Stunde t:
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i i
i _ Pzt MUz

Ghe = ot vz,t,i € CPH

Fiir jede Warmeregion WR und Stunde t muss die Summe der Warmeerzeugung der in dieser Warmeregion
existierenden KWK-Kraftwerke mindestens der dortigen Warmenachfrage WN aus der Leistungszeitreihe
entsprechen:

WN,p, < z Gir i+ sUSYS vwr € WR,t
i €CPH

5.4 Speicherfiillstand Biomasse - Kraftwerke

Die Giber dem gesamten Betrachtungszeitraum zur Verfiigung stehende Energiemenge fiir Biomasse -
Kraftwerke ist durch die vorgegebenen Vollbenutzungsstunden begrenzt. Aufgrund der Berechnung in
Zeitscheiben (beschrieben im Kapitel IVB1) besteht die Gefahr, dass die zur Verfiigung stehende Energiemenge
(Biomasse) am Anfang des Jahres aufgebraucht ist. Dieser Umstand wird dadurch verhindert, dass die
Biomassezufuhr BMZ. ; voroptimiert wird und als Zeitreihen in das Modell eingeht. Durch die

Voroptimierung steht mehr verwertbare Biomasse in Zeitriumen mit hdherem Verbrauch zur Verfiigung.

Der Speicherfiillstand eines Biomassekraftwerks i entspricht in der ersten Stunde des Betrachtungsjahres (t =

1) der Differenz aus Biomassezufuhr und Stromerzeugung inkl. Beriicksichtigung der Nichtverfiigbarkeit:
fZi,l = BMZé‘l - p;,l . TLU;J VZ,I € BIO

Fiir alle weiteren Stunden (t = 2) entspricht der Speicherfiillstand dem Speicherfiillstand der vorherigen
Stunde abzgl. der Stromerzeugung inkl. Berticksichtigung der Nichtverfiigbarkeit und zzgl. der
Biomassezufuhr:

fri=ft i +BMZL, —pl,-nvl, Vz,t>2,i€BIO

5.5 Speicherfiillstand Speicher

Der Speicherfiillstand eines Speichers i entspricht der Differenz zwischen der Einspeicherung und der
Ausspeicherung, korrigiert um den Wirkungsgrad n. Der Wirkungsgrad n eines Speichers i bezieht sich auf
den Energieverlust wihrend des gesamten Prozesses von der Stromeinspeicherung bis zur Ausspeicherung.
Fiir die erste Stunde (t = 1) wird ein Startfiillstand des Speichers angenommen, der der Hilfte der
maximalen Kapazitit entspricht:

fhe=1=0,5- Capha + A% vk, — i pli" vzi€ CS\CSZ

\/7 "Pza

Der gleiche Fillstand muss am Ende des Betrachtungszeitraumes (t = 8760) erreicht werden, sodass die

Energiebilanz tiber den gesamten Betrachtungszeitraum ausgeglichen ist:

i,Aus i,Ein

. , 1 ) . )
0,5 Capmax = frg759 + \/__1 “Pzg760 * MVz8760 — \/F "Pigre0  VZ i€ CS\CSZ
U]
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Fir alle weiteren Stunden (2 < t < 8759) entspricht der Speicherfillstand dem der vorherigen Stunde abzgl.

der Energiemenge zur Stromerzeugung (p;‘f?us) zzgl. der zur Einspeicherung benétigten Energiemengen:

fle=fle + LS i, — i ptE™ vz,2 <t < 8759,i € CS\CSZ

\/7 "Dz

5.6 Speicherfiillstand Speicher mit natiirlichem Zufluss

Im Gegensatz zu den Speichern des Clusters CS erhoht sich der Fiillstand von Speichern des Clusters CSZ
durch den natiirlichen Zufluss von Wasser und nicht durch die Einspeicherung (bspw. das Hochpumpen von
Wasser bei Pumpspeicherkraftwerken). Daher ergibt sich der Fiillstand eines Speicherkraftwerks aus der
Differenz zwischen dem natiirlichen Zufluss NZ;, und der zur Verstromung benétigte Wassermenge. Fir die

erste Stunde wird angenommen, dass der Speicher zur Halfte geftllt ist:
i i i 1 i,Aus i .
fz,l =05 Capmax + NZin,z,l - F "Prt=1""MVz1 Vz,i € CSZ

Fir die letzte Stunde des Betrachtungszeitraums gilt:

. ) . 1 . .
i,Aus .
0,5 - Capiax = frg759 + NZiln,z,8760 - ﬁ *Pz8760 NV, 8760 V7 i€ CSZ

Fir alle weiteren Stunden (2 < t < 8759) entspricht der Speicherfiillstand dem der vorherigen Stunde zzgl.

der Wassermenge durch den natiirlichen Zufluss abzgl. des zur Verstromung bendétigten Wassers:
i i i 1 i,Aus i ;
for = fre-1 + NZj .0 — F “Pat MV Vz,2 <t <8759,i€ CSZ

Die Fiillstinde werden am Ende jeder Zeitscheibe vorgegeben. Die vorgegebenen Fiillstinde kommen aus der
Voroptimierung. So wird verhindert, dass am Jahresanfang das gesamte Speicherwasserpotenzial verbraucht

wird.

5.7 Speicherfiillstand intervallartige Nachfrageflexibilitdaten

Die intervallartigen Nachfrageflexibilititen werden wie Speicher abgebildet. Der Verbrauch, der nachgeholt
wird, wird entsprechend ,.eingespeichert” piZ"Etin (Lastreduktion). Ab der ersten Stunde steigt oder sinkt der
Fiillstand innerhalb der vorgegebenen Grenzen. Wird der Verbrauch nachgeholt, wird entsprechend
sausgespeichert” piz'ﬁus (Lasterhohung). Der Startfallstand und der Endfiillstand einer intervallartigen

Nachfrageflexibilititsoption betragen null. Dies wird durch die vorgegebenen Grenzen (Capl.;,,, Capl.y)
sichergestellt.

fzi,t=1 = péEl=n1 - pé?ﬁi vz,i € CF], Caprinin s let < Caphax

Ab der zweiten Stunde ergibt sich der Speicherstand einer intervallartigen Nachfrageflexibilitidtsoption aus

dem Speicherstand der vorherigen Stunde le',t_1 zzgl. des ,eingespeicherten” Stroms abzgl. des

sausgespeicherten” Stroms:
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fle=flos +poe™ — put™ V2,2 <t < 8760,i € CFL Caply, < fi; < Capl

5.8 Speicherfiillstand Nachfrageflexibilititen mit freiwilliger Lastreduktion

Die Nachfrageflexibilititen mit Lastreduktion werden ebenfalls als Speicher abgebildet. Der Speicherfillstand
am Start entspricht der Jahresstrommenge EM.,,,, die mit der Lastreduktion p;fe‘i verringert werden kann.
Die vorgegebene Energiemenge EM{ wird als Zeitreihe eingelesen und ist als Untergrenze zu verstehen.
Dadurch ist sichergestellt, dass in Stunden am Ende des jeweiligen Betrachtungszeitraums noch
Energiemengen vorhanden sind. Grundlage dieser Zeitreihe ist eine Voroptimierung. Der Fiillstand fzi,t
entspricht dem Fiillstand aus der vorherigen Stunde f};_; und verringert sich mit der Lastreduktion p;"_rfed

entsprechend:
fie=fl1 =05 vz,ti € CP\CFImit: f{y = EMéy und EM{ < fi, < EM{,,

5.9 Kraftwerkszustand

Der Zustand eines Kraftwerks s., des Clusters CP kann entweder ein- oder ausgeschaltet sein. Wenn ein
Kraftwerk zum Zeitpunkt t eingeschaltet wird, werden die Werte von ané_t und szi_t auf ,1“ gesetzt und die
mittlere Gleichung ist erfiillt. Dabei muss sé_t zwingend auf 1 gesetzt werden, da die unterste Gleichung

ansonsten nicht eingehalten wird, da die Kraftwerkvariable (eingeschaltetes Kraftwerk) pé',t grofRer null ist.
S§,1 - ané,l + ausé‘l =0 Vzi€eCP
Sé,t‘ - S;,t'—l - anért + ausiz_t = O VZ, t,l € CP mlt 0 S Sé,t S lp;,t —_ (Pr;ax * nv;’t) . S;,t' S O

Wenn ein Kraftwerk zum Zeitpunkt ¢, ausgeschaltet wird, dann bekommen ausiZ,t2 und szi'tz_lden Wert 1. Die
mittlere Gleichung wird somit eingehalten. Zusétzlich existieren fiir jedes Kraftwerk i noch weitere
Nebenbedingungen zur Einhaltung von Mindestbetriebs- sowie Mindeststillstandszeiten. Falls ein Kraftwerk i
in Stunde ¢ eingeschaltet wird (an., = 1), muss es mindestens fiir die Dauer von n Stunden eingeschaltet

bleiben (Mindestbetriebsdauer). Formal ergibt sich daraus die folgende Nebenbedingung:
anl, + ausl., +aust, o+ +ausl,, =1 Vi€eCP mitanl, =1

Umgekehrt gilt, wenn ein Kraftwerk i in Stunde t ausgeschaltet wird, kann es fiir die nidchsten m Stunden

nicht wieder eingeschaltet werden (Mindeststillstandszeit). Formal gilt:

ausy, +ang . +an, o o+ an, =1 Vi € CP mitaus;, =1
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V Bewertung der netzseitigen

Versorgungssicherheit

Ziel der Bewertung der netzseitigen Versorgungssicherheit (auch "Transmission Adequacy") ist es, zu priifen,
ob die am Strommarkt bereitgestellte Energie im Ubertragungsnetz unter Wahrung der Netzsicherheit
transportiert werden kann. Netzseitige Versorgungssicherheit bedeutet folglich im Rahmen dieses Berichts,
dass die Netzinfrastruktur, unter Beriicksichtigung von Engpassmanagementmafnahmen, zu jedem
Zeitpunkt in der Lage ist, die Energie engpassfrei von den Erzeugern zu den Verbrauchern zu tibertragen. Die
Bewertung dieser Fahigkeit erfolgt mittels Grundlastfluss-, Ausfall- und Redispatchsimulation, sowie der
Bewertung der Aus- und Uberlastungen einzelner Leitungen und Ausfallkombinationen. Die Modellierung
sowie alle Berechnungen erfolgen analog zu den bewihrten Prozessen des Netzentwicklungsplans Strom und
der Systemanalysen. Weitergehende Aspekte des sicheren Netzbetriebs, insbesondere der Netzstabilitit,
werden nicht betrachtet.

In den folgenden Kapiteln wird das Vorgehen bei den Netzberechnungen beschrieben. Fiir weitergehende
Informationen zur Simulation elektrischer Energieversorgungsnetze sei auf die Fachliteratur verwiesen?.

1. Netzmodell

Die Bewertung der netzseitigen Versorgungssicherheit erfolgt auf Basis des jeweils fiir das betrachtete Jahr
angenommenen Ausbauzustandes des Ubertragungsnetzes (siehe Kapitel B 21 Anhang 2). Analog zum
Vorgehen im Netzentwicklungsplan und bei den jahrlichen Systemanalysen gemif} Netzreserveverordnung
erfolgt die Modellierung des Netzes mittels eines von den Ubertragungsnetzbetreibern erstellten
Netzdatensatzes, der in der gingigen Netzberechnungssoftware INTEGRAL der Forschungsgemeinschaft fiir
Elektrische Anlagen und Stromwirtschaft e.V. (FGH)?” implementiert ist. Dieser Datensatz wird auf den
entsprechenden Ausbauzustand angepasst und enthalt alle fiir die Netzberechnungen notwendigen

Informationen zu den Netzbetriebsmitteln, den Leitungsverldufen und den Sammelschieneninformationen

Fir die Bewertung der netzseitigen Versorgungssicherheit wird fiir alle untersuchten Situationen der
ungestorte symmetrische Betrieb unterstellt und das einphasige Ersatzschaltbild verwendet.

2. Lastflussrechnungen

Das Dispatchmodell DPM (siehe Kapitel IV) bestimmt fiir jede Stunde des Betrachtungsjahres eine Last-
Einspeisesituation. Diese stellt netzknoten- und anlagenscharf aufgel6ste Angaben zu Last und Einspeisung
und damit jeweils eine konkrete Marktsituation dar. Fiir jede dieser stiindlichen Marktsituationen wird eine

26 Siehe z.B.: E. Handschin: Elektrische Energieiibertragungssysteme, 2. Auflage, Hiithig Verlag Heidelberg, 1987, oder:

K. F. Schifer: Netzberechnung - Verfahren zur Berechnung elektrischer Energieversorgungsnetze, 2. Auflage, Springer-Vieweg Verlag,
2023

27 Siehe: https://www.fgh-ma.de/de/portfolio-produkte/software/netzberechnung-mit-integral
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Lastflussberechnung durchgefiihrt, die Auskunft tiber die Auslastung der einzelnen Netzbetriebsmittel gibt.
Die Last- und Einspeisedaten des DPM zusammen mit den sich ergebenden Netzbelastungen werden als
Netznutzungsfall bezeichnet. Von Interesse sind dabei die Auslastungen der Leitungen im Ubertragungsnetz,
also auf der 220 kV- sowie der 380 kV-Ebene. Die niedrigeren Spannungsebenen, ebenso wie die Spannungs-
bzw. Blindleistungsbilanz sowie dynamische Vorginge, werden in diesem Bericht nicht betrachtet und
werden daher nicht analysiert.

Bei den Berechnungen der Leitungsbelastungen wird das witterungsabhingige Potential zur Erthdhung der
Stromtragfihigkeit der Leitungen (sog. witterungsabhingiger Freileitungsbetrieb, siehe Kapitel B 22 in
Anhang 2) berticksichtigt. Die Berechnungen folgen dabei der gingigen Praxis, wonach in Situationen mit
hoéheren Windgeschwindigkeiten und/oder niedrigen Temperaturen, die im Vergleich zum Auslegungsfall zu
einem kiithlenden Effekt am Leiterseil fithren, mehr Strom transportiert werden kann.

Die Lastflussberechnung wird tiber das in der Software INTEGRAL verfiigbare Modul "Grundlastfluss”
durchgefiihrt. Sie ermittelt unter Verwendung der knotenscharfen Erzeugung und Last sowie der
Eigenschaften der Netzelemente die fiir jede Leitung resultierende Belastung in Abhédngigkeit von der
maximal zuldssigen Stromtragfahigkeit. Das Ergebnis ist die prozentuale Auslastung jedes Netzelements in
dem jeweiligen Netznutzungsfall.

3. Ausfallrechnungen

Fiir die Berechnungen des Grundlastflusses wird unterstellt, dass alle Netzelemente im Normalbetrieb
verfiigbar sind und zur Ubertragungsaufgabe beitragen. Im realen Netzbetrieb kann es jedoch aufgrund
verschiedener Ursachen dazu kommen, dass Netzelemente nicht zur Verfiigung stehen oder ausfallen. Geméaf
den Planungsgrundsitzen?® der Ubertragungsnetzbetreiber ist daher die Priifung des (n-1)-Kriteriums
notwendig. Dabei wird jeweils der Ausfall eines einzelnen Netzelementes unterstellt (sog. (n-1)-Fall). Dieser
Ausfall fiihrt zu keinen weiteren Ausfillen im Netz (keine Kaskadierung von Ausfillen).

Es wurden keine Ausfallrechnungen mit Mehrfachfehlern durchgefiihrt, da die Planungsgrundsétze fir
mittel- bis langfristige Planungszeitraume und damit fiir den hier betrachteten Zeitraum die Priifung der (n-
1)-Sicherheit vorsehen. Dies steht auch im Einklang mit dem gesetzlichen Auftrag des Monitorings der
Versorgungssicherheit, wahrscheinliche Situationen markt- und netzseitig zu bewerten. Unwahrscheinlichere
Fille wie z. B. auslegungsrelevante Mehrfachfehler oder das erweiterte (n-1)-Kriterium werden fur kurzfristige
Zeitraume durch die jahrlichen Systemanalysen der Ubertragungsnetzbetreiber gemif}

§ 3 Netzreserveverordnung abgedeckt.

In der Ausfallrechnung wird fiir jeden Netznutzungsfall eines betrachteten Jahres eine Aussage tiber die
hochsten zu erwartenden Netzbelastungen in Abhédngigkeit von der Einspeise- und Lastsituation sowie des
Ausfalls eines einzelnen Netzelementes (den (n-1)-Fall) getroffen. Gemessen an der resultierenden (n-1)-
Belastung wird fiir jedes Netzelement der jeweils kritischste Ausfall eines (anderen) Netzbetriebsmittels

28 Grundsitze fiir die Ausbauplanung des deutschen Ubertragungsnetzes, Kapitel 3, 50 Hertz Transmission GmbH, Amprion GmbH,
TenneT TSO GmbH, TransnetBW GmbH, Stand Juli 2022.
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betrachtet. Bei der Ausfallrechnung erfolgt eine Approximation der Auswirkungen eines Leitungsausfalls auf
das Netz mittels des sogenannten Line Outage Distribution Factors (LODF).

Diese Matrix enthilt die Angaben dariiber, wie sich bei Ausfall einer Leitung die bisher tiber diese Leitung
ibertragene Leistung anderweitig auf die anderen Netzelemente verteilt. Mittels der LODF-Matrix wird aus
der Lastflusssituation im ungestorten Betrieb berechnet, welche prozentuale Auslastung sich auf jeder Leitung
und in der jeweiligen Stunde bei Ausfall je eines Netzelementes ergeben wiirde. Aus den Resultaten der
Leitungsbelastungen in allen (n-1)-Fillen eines Netznutzungsfalls wird fiir jede Leitung die maximal
auftretende Belastung bestimmt.

Abschlieflend wird nach Auswertung aller Netznutzungsfille eines Betrachtungsjahres fiir jedes Netzelement
die tiber das Jahr gesehen insgesamt hochste Belastung identifiziert. Das Ergebnis der Ausfallapproximation ist
die jeweils hochste stlindliche Auslastung eines Netzelements im (n-1)-Fall. Diese Auswertung schafft ein
detailliertes Bild iiber die Engpasssituation im deutschen Ubertragungsnetz.

Die Berechnungen werden mittels eines Bundesnetzagentur-internen Berechnungstools, das auf "Python
Pandas" (Programmbibliothek fiir die Programmiersprache Python) beruht und auch bei der Priifung des
Netzentwicklungsplans Strom zum Einsatz kommt, durchgefiihrt.

4. Redispatchrechnungen

Nach der Analyse der Netzbelastungen und -liberlastungen mittels der Grundlastfluss- und
Ausfallsimulationen haben die Redispatchrechnungen zum Ziel, die Engpassfreiheit des deutschen
Ubertragungsnetzes und der Grenzkuppelstellen sicherzustellen. Dabei werden die Einspeisungen von
konventionellen Anlagen und Erneuerbare-Energien-Anlagen (EE-Anlagen) in Deutschland derart angepasst,
dass keine Leitung tiberlastet und gleichzeitig die gesamte Nachfrage gedeckt wird. Dabei konnen
konventionelle Anlagen ihre Einspeisung bis zu ihrer maximalen Leistung erh6hen (positiver Redispatch);
konventionelle Anlagen und EE-Anlagen kénnen ihre Einspeisung verringern (negativer Redispatch bzw.
Einspeisemanagement bei EE-Anlagen). Pumpspeicherkraftwerke konnen in den hier vorgenommenen
Berechnungen sowohl positive als auch negative Redispatchleistung zur Verfiigung stellen. Neuen
Verbrauchern wie beispielsweise Elektromobilitit wird kein Redispatch- oder Einspeisemanagementpotential

zugewiesen.

Ziel des Redispatch ist es, ein im (n-1)-sicheren Betrieb (soweit wie moglich) engpassfreies Netz zu garantieren.
Der Fokus in diesem Bericht liegt dabei auf dem Ubertragungsnetz, also den Spannungsebenen 220 kV und
380 kV. Es geht also darum, den Redispatchbedarf zu ermitteln, der notwendig ist, um die Leitungen dieser
Spannungsebenen innerhalb Deutschlands und grenziiberschreitend engpassfrei betreiben zu kénnen.

Allerdings kénnen beispielsweise Stichleitungen nicht von einer Uberlastung befreit werden, wenn eine der
beiden parallelen Leitungen ausfillt (n-1-Fall) und am Ende des Stichs eine verhiltnisméaflig hohe Last
angeschlossen ist. Eine solche Situation kénnte in der Optimierung nur mittels Lastreduktion gel6st werden.
Dies ist jedoch kein zuldssiges Mittel im Redispatch. Folglich werden diese Leitungen, analog zum Vorgehen
im Netzentwicklungsplan, von der Betrachtung im Redispatch ausgenommen. Sie konnen also auch
uberlastet sein, ohne die Giiltigkeit des Ergebnisses in Frage zu stellen.
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4.1 Eingriffe in den marktbasierten Einsatz der Anlagen

Der Redispatch hat einerseits zur Nebenbedingung, dass die gesamte Nachfrage weiterhin gedeckt wird; es ist
also nicht zulissig, bestimmte Nachfragen nicht zu decken, um den engpassfreien Netzbetrieb zu
gewihrleisten. Andererseits soll der Redispatch moglichst kostenoptimal erfolgen, d. h. die vorgenommenen
Eingriffe in die Erzeugungsleistungen der Anlagen sollen so kostengiinstig wie moglich ausfallen. Ziel ist also
primdr, einen minimalen Eingriff in den marktlichen Kraftwerkseinsatz zu finden, der einen (n-1)-sicheren
Netzbetrieb ermoglicht.

Andert sich die Erzeugung konventioneller Anlagen, so dndert sich auch der damit verbundene
Brennstoffbedarf und daraus resultierend die gegeniiber dem bisherigen marktlichen Einsatz notwendigen
variablen Kosten. Der Einsatz giinstigerer Anlagen bei gleichzeitig verringertem Einsatz teurerer Anlagen
wiirde also grundsitzlich zu einem volkswirtschaftlich giinstigeren Ergebnis fiihren. Dies wire auch
unabhingig davon, ob es im Netz Uberlastungen gibt, oder aus welchen Griinden sich das urspriingliche
Marktergebnis eingestellt hat. Die durch den Markt ermittelten Einsitze von Kraftwerken unter
Berticksichtigung der erneuerbaren Erzeugung und der Lastnachfrage wiren hinfillig.

Um die Nachoptimierung des Marktergebnisses zu vermeiden, wird die Abweichung von der marktlich
festgelegten Erzeugungsleistung einer Anlage zuséitzlich zu den variablen Kosten mit sogenannten Strafkosten
belegt: Jeder Eingriff in den marktlich festgelegten Einsatz fithrt neben der Anderung der variablen Kosten zu
aus den Strafkosten resultierenden hypothetischen Kosten, die die Eingriffe in den marktlichen Einsatz der
Anlagen minimieren sollen. Dies bewirkt, dass in der Optimierung der Kraftwerkseinsatz nur angepasst wird,
wenn Uberlastungen im Netz vorliegen.

4.2 Leitungsiiberlastungen

Keine Leitung darf tiber ihre technisch zuldssige Grenze d. h. den dauerhaft zuldssigen Grenzstrom (englisch:
Permanent Admissible Transmission Loading, PATL) ausgelastet sein. Das gilt sowohl im Grundlastfall (siehe
Kapitel V2) als auch in einer (n-1)-Ausfallsituation (siehe Kapitel V3)

Ziel des Redispatch ist es, die Leitungsiiberlastungen so zu beheben, dass jede Leitung bei jeder méglichen
Ausfallsituation weiterhin eine Auslastung von maximal 100 % aufweist.

4.3 Optimierung mittels Power Transfer Distribution Factor

Treten bereits im Grundlastfall (siehe Kapitel V2) Leitungstiberlastungen auf, oder ergeben sich in den
Ausfallrechnungen (siehe Kapitel V3) welche, missen die Kraftwerkseinsétze entsprechend angepasst werden.
Dazu ist es notwendig zu wissen, welche Anderungen in den Kraftwerkseinsitzen zu welchen Anderungen der
Leitungsbelastungen fiihren.

Dies geschieht mittels einer Sensitivitditsmatrix, die im Kern die sogenannten Power Transfer Distribution
Factors (PTDF) enthilt. Diese geben an, wie sich die Auslastung eines Netzelements éndert, wenn sich die
Hohe der Einspeisung, also die Erzeugungsleistung, einer Anlage dndert. Mittels dieser Matrix und basierend
auf den Ergebnissen der Ausfallrechnungen werden die Erzeugungsanlagen in ihrer Einspeisung optimiert,
sodass am Ende ein engpassfreies Netz vorliegt. Dabei werden sowohl (n-0)- als auch (n-1)-Sensitivititen
betrachtet.
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Die Berechnungen des notwendigen Redispatchbedarfs werden ebenfalls mittels eines internen
Berechnungstools auf Basis von "Python Pandas" durchgefiihrt. Es werden keine zeitkoppelnden
Nebenbedingungen wie beispielsweise Vorlaufzeiten von Kraftwerken berticksichtigt, d. h. jeder

Netznutzungsfall wird fir sich optimiert.

44 Teilnehmende Anlagen

Die Redispatchsimulation fokussiert sich auf Deutschland, d.h. es werden nur Engpisse in Deutschland und
auf grenziiberschreitenden Leitungen beriicksichtigt. Dafiir ist es zunichst relevant, welche Anlagen in diesem
Netzgebiet am Redispatch teilnehmen.

Grundsitzlich nehmen alle Anlagen in Deutschland am Redispatch teil, die entweder bereits einspeisen und
ihre Leistung reduzieren konnen (negativer Redispatch bzw. Abregelung erneuerbarer Energien), oder die ihre
Maximalleistung noch nicht erreicht haben und die Erzeugung steigern konnen (positiver Redispatch).

Erzeugung aus EE-Anlagen darf analog zur Vorgehensweise im Netzentwicklungsplan nur dann abgeregelt
werden, wenn diese Abregelung gegeniiber der Abregelung konventioneller Anlagen deutlich besser auf die
Behebung eines Engpasses wirkt. Entsprechend wird der Eingriff in die Erzeugung von EE-Anlagen mit
erhohten Strafkosten gegeniiber denjenigen der konventionellen Anlagen belegt. Dies sichert die nachrangige
Abregelung von EE-Anlagen im Modell.

Zudem wird das Redispatch-Potential ab einer Anlagengrofie von 10 MW fiir konventionelle Anlagen mit
Ausnahme von KWK-Anlagen berticksichtigt. Selbiges gilt fiir die Redispatch-Potentiale von Windenergie-
und PV-Anlagen ab einer Anlagengréfie von 100 kW. Es werden keine Redispatch-Potentiale von
konventionellen und KWK-Anlagen unter 10 MW, sowie von Biomasse-Anlagen und Laufwasserkraftwerken
unter 100 kW berticksichtigt. Ursichlich hierfiir sind technische Restriktionen bei der Datentibermittlung,
sowie unsichere Prognosegiite bzw. Datenqualitit.

Die Abbildung von Redispatchpotentialen im Ausland erfolgt analog zur Abbildung im Netzentwicklungsplan.
Redispatchfihige Anlagen stehen in allen Nachbarldndern zur Verfiigung, um bei der Behebung
grenziiberschreitender Engpéasse zu unterstiitzen, die mit rein innerdeutsch gelegenen Anlagen nicht
behebbar sind. Aufgrund des nachrangigen Einsatzes auslandischer Redispatchpotentiale in den
Modellberechnungen, wird die Redispatchkooperation mit Osterreich, iiber die eine Redispatchleistung im
Umfang von maximal 1,5 GW gesichert bereitgestellt wird, nicht gesondert berticksichtigt. Die als verfiigbar
angenommenen auslindischen Redispatchpotentiale enthalten jedoch auch solche in Osterreich.

4.5 Nichtverfiigbarkeiten von Kraftwerken

Im Rahmen des Redispatch werden geplante und ungeplante Nichtverfiigbarkeiten der Kraftwerke
beriicksichtigt. Diese konnen aufgrund von Revisionsarbeiten, ungeplanten Ausfillen o. 4. auftreten. Dabei
werden Teil- und Komplettausfille entsprechend den Erwartungswerten der vergangenen Jahre unterstellt.
Die Annahmen sind konsistent mit den Annahmen im DPM (siehe Abschnitt IVC). Nichtverfiigbare Anlagen
konnen, je nach Hohe der ausgefallenen Leistung, weniger oder nichts zum Redispatch beitragen.

4.6  Abbildung von Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragung und Phasenschiebertransformatoren

Wesentliche steuerbare Elemente im Netz sind die Konverter und Leitungen der Hochspannungs-
Gleichstrom-Ubertragung (HGU) sowie die Phasenschiebertransformatoren (PST). Anders als bei den
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Wechselstrom-Elementen richtet sich die Auslastung der HGU als Punkt-zu-Punkt-Verbindung nur nach den
Einstellungen der Konverter. Auch die PST kénnen so zur Lastflusssteuerung eingesetzt und eingestellt

werden.

4.6.1 Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragung (HGU)

Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragung verbindet einerseits landseitige HGU-Konverter als Punkt-zu-
Punkt-, bzw. Punkt-zu-Multipunkt-Leitungen mit Anbindung ans Wechselstrom-Netz oder als Gleichstrom-
Netz, und es bindet Offshore-Windenergieanlagen an das landseitige Netz an. Dabei kann die Anbindung
landseitig tiber einen Konverter an das Gleichstromnetz erfolgen, oder die Leistung wird iber das

Gleichstrom-Netz weitergefiihrt.

Im Rahmen der Redispatch-Berechnungen kénnen die Kapazititen der HGU-Konverter und -Leitungen zu
100 % genutzt werden. Die Anlagen sind also vollumfinglich zur Behebung von Uberlastungen im

Ubertragungsnetz einsetzbar.

4.6.2 Phasenschiebertransformatoren (PST)

Ohne (technische) Eingriffe in das Netz nimmt der Strom stets den Weg des geringsten elektrischen
Widerstands. Auch wenn eine parallel verlaufende Leitung mit h6herem Widerstand noch
Ubertragungskapazititen frei hitte, kann eine Leitung mit einem geringeren Widerstand tiberlasten.
Phasenschiebertransformatoren kénnen diese Uberlastungen vermeiden bzw. zumindest reduzieren, indem

der Wirkleistungsfluss tiber die weniger bzw. mehr ausgelastete Leitung gezielt erh6ht bzw. verringert wird.

Dabei wird im Fall der Hoherauslastung einer Leitung durch den PST im sogenannten Schiebebetrieb der
Wechselstromwiderstand der Leitung reduziert. Dadurch flief3t mehr Leistung tiber die Leitung, die
Auslastung steigt. Im Fall des Bremsbetriebs hingegen wird die Leitung durch die Erhéhung des
Wechselstromwiderstands entlastet und der Lastfluss auf parallelen Leitungen steigt.

4.6.3 Netzbezogene Mallnahmen

In den Stunden, in denen das unterstellte Redispatchpotential nicht ausreicht, um das Ubertragungsnetz
tiberlastungsfrei zu betreiben, kénnen netzbezogene Maffnahmen dazu beitragen, diese zu beheben.
Netzbezogene Maffnahmen umfassen die Anpassung der Stufenstellung von Transformatoren sowie die
Anderung der Netztopologie durch Schaltmafinahmen. Mit diesen Mafnahmen kann der Stromfluss

gesteuert und Engpisse beseitigt werden.
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