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In dem Verwaltungsverfahren
gegeniiber

1. 50 Hertz Transmission GmbH, vertreten durch die Geschéftsfiihrung
Heidestrafie 2, 10557 Berlin

2. Amprion GmbH, vertreten durch die Geschiftsfiihrung
Robert-Schuman-Str. 7, 44263 Dortmund

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

4. TenneT TSO GmbH, vertreten durch die Geschiftsfiihrung
Bernecker Strafie 70, 95448 Bayreuth

(im Folgenden: ,Die Ubertragungsnetzbetreiber*)

wegen: Feststellung des Netzreservebedarfs fiir den Winter 2023/2024 geméf? § 3 Absatz 1 Satz 1 und Satz 2
NetzResV

hat die Bundesnetzagentur fir Elektrizitit, Gas, Telekommunikation, Post und Eisenbahnen, Tulpenfeld 4,
53113 Bonn, gesetzlich vertreten durch ihren Prasidenten Klaus Miiller,

am 28. April 2023 festgestellt:

Zif. 1.: Der Bedarf an Erzeugungskapazitit fiir die Netzreserve zum Zwecke der Gewéhrleistung der Sicher-
heit und Zuverlissigkeit des Elektrizititsversorgungssystems betrigt fiir den Winter 2023/2024 4.616 MW.

Zif. 1.1.: Zur Beschaffung des verbleibenden, noch nicht gedeckten Netzreservebedarfs von 1.334 MW ha-
ben die Ubertragungsnetzbetreiber ein Interessenbekundungsverfahren gemif § 4 NetzResV durchzufiih-
ren.

Zif. 1.2.: Soweit bis zum 15.05.2023 Anlagenbetreiber Interesse am Abschluss eines Vertrages zur Aufnahme
ihrer Anlage in die Netzreserve bekunden, die den Anforderungen an § 5 Abs. 3 NetzResV geniigen, sind die
betreffenden Anlagen von den Ubertragungsnetzbetreibern bis zum 30.05.2023 auf ihre technische Eignung
hin zu tberpriifen und das Ergebnis dieser Priifung der Bundesnetzagentur zu iibermitteln.
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A Einfiihrung

1 Hintergrund der Bedarfsfeststellung

Die Energiewende fiihrt zu einem stetig wachsenden Anteil erneuerbarer Energien im deutschen Strommix.
Dabei ist insbesondere bei der installierten Leistung aus Windenergieanlagen an Land und zur See zu be-
obachten, dass nach wie vor ein deutliches geografisches Ungleichgewicht zwischen den Standorten der Anla-
gen im Norden Deutschlands und den Verbrauchszentren im Stiden und im Westen besteht. Aber auch Photo-
voltaik-Freiflichenanlagen werden zunehmend lastfern errichtet.

Der Ausstieg aus der Nutzung der Kernenergie in Deutschland ist mit dem Ablauf des 15. April 2023 abge-
schlossen. Auch bei den tibrigen konventionellen Erzeugungstechnologien ist bedingt durch Marktkrafte und
durch den gesetzlichen Ausstiegspfad aus der Verstromung von Kohle ein stetiger Rlickgang der am Netz be-
findlichen Kapazititen festzustellen. Zudem fithren die Anderungen des europiischen Strommarktdesigns
dazu, dass die grenziiberschreitenden Handelstitigkeiten an Volumen zulegen und nationale Engpisse des
Ubertragungsnetzes ungeachtet ihres Auftretens eine immer geringere Rolle bei der Vergabe der Handelska-
pazititen spielen. Eine besondere Belastung fiir das Ubertragungsnetz entsteht dabei durch die Einfuhren
elektrischer Energie aus noérdlichen Nachbarlidndern und Skandinavien bei gleichzeitiger Ausfuhr elektrischer
Energie in das benachbarte siidliche bzw. stidwestliche Ausland. Dies bewirkt ein Nord-Siid-Gefille beim
Stromtransport im Ubertragungsnetz. Dieses iiberlagert sich mit der eingangs bereits erwidhnten Anforderung,
Strom aus den Erzeugungszentren im Norden Deutschlands in die Lastzentren Stid- und Westdeutschlands zu

transportieren.

Um die Netzstabilitit und damit die Versorgungssicherheit auch in kritischen Situationen zu gewéhrleisten,
setzen die Ubertragungsnetzbetreiber im Bedarfsfall gezielt Kraftwerke zum Redispatch ein und wirken so
drohenden Leitungsiiberlastungen entgegen. Auf die Ausgeglichenheit von Erzeugung und Last im Ganzen
(Leistungsbilanz) haben diese Eingriffe keine Auswirkungen, da stets sichergestellt wird, dass abgeregelte
Energiemengen durch gleichzeitiges Hochfahren von Kraftwerken bilanziell ausgeglichen werden. Wahrend
des Winterhalbjahres ist der Redispatchbedarf erfahrungsgemaf am héchsten. In dieser Zeit trifft eine hohe
Nachfrage nach elektrischer Energie mit einer oftmals hohen Einspeisung aus Windenergieanlagen im Nor-
den und Nordosten Deutschlands zusammen. Diese Einspeisung muss {iber weite Distanzen in die Ver-
brauchszentren Stid- und Westdeutschlands und in das stidliche Ausland transportiert werden. Drohende
Engpisse im Ubertragungsnetzen, werden mittels Redispatch verhindert. Ein Unterbinden der Exporte ins
europiische Ausland kommt aus europarechtlichen Griinden und weil Deutschland zu anderen Zeitpunkten

Strom importiert, nicht in Betracht.

Sind gesicherte, marktbasierte Kraftwerkskapazititen zur Durchfiihrung von Redispatchmafnahmen nicht in
ausreichendem MafRe vorhanden, setzten die Ubertragungsnetzbetreiber Netzreservekraftwerke zum Redis-
patch ein. Netzreservekraftwerke stehen den Ubertragungsnetzbetreibern zur Verfiigung, da das Energiewirt-
schaftsgesetz die Moglichkeit vorsieht, Erzeugungsanlagen, die der Betreiber stillzulegen beabsichtigt, vorlau-
fig in Betrieb zu halten, wenn dies zur Gewihrleistung der Systemsicherheit erforderlich ist. Eine weitere Pra-
zisierung dieser Regelungen erfolgt durch die Netzreserveverordnung (NetzResV) vom 27. Juni 2013 (BGBL I S.
1947), die zuletzt durch Artikel 15 des Gesetzes vom 13. Mai 2019 (BGBI. I S. 706) gedndert worden ist. Danach
erstellen die Ubertragungsnetzbetreiber jihrlich eine Systemanalyse zur Ermittlung des zukiinftig erforderli-
chen Reservebedarfs. Die Bundesnetzagentur iberpriift die Systemanalyse und stellt gegebenenfalls einen Be-

darf an Netzreserve fest.
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Betrachtungshorizonte der diesjihrigen Bedarfsfeststellungen sind der Winter 2023/2024 (t+1) gemif den
Vorgaben des § 3 Abs. 2 Nr. 3 NetzResV sowie der Zeitraum 01.04.2025 - 31.03.2026 (t+3). Auf Grundlage der
jeweils den kommenden Winter betrachtenden Bedarfsermittlung (hier 2023/2024), ergénzt durch eine lan-
gerfristige Analyse (hier 2025/2026) ist demnach die notwendige Netzreserve fiir den kommenden Winter zu
beschaffen. Der zweite Betrachtungszeitraum (2025/2026) wurde gewihlt, um den Eintritt des Kohleverfeue-
rungsverbots der Kraftwerke, die in der fiinften und sechsten Runde der Kohleausstiegsauschreibungen bezu-
schlagt wurden, abzubilden und dessen Auswirkungen zu analysieren. Der vorliegende Bescheid dient der
Feststellung des Netzreservebedarfs im Betrachtungszeitraum 2023/2024. Die Bedarfsfeststellung fiir den Zeit-
raum 2025/2026 erfolgt zu einem spiteren Zeitpunkt, da die Ubertragungsnetzbetreiber die Analyseergebnisse
flir diesen Zeitraum der Bundesnetzagentur spater als zu dem Zeitpunkt, den § 3 Abs. 2 NetzResV vorsieht, zur
Priifung und Bestitigung vorlegen. Ursachlich dafiir sind die beiden Sonderanalysen des Jahres 2022, die sich

auf die Abstimmung der Eingangsparameter der Systemanalyse ausgewirkt haben.

2 Riickschau auf den Winter 2022/2023

Zwischen dem 01.10.2022 und dem 15.04.2023 wurden von den Ubertragungsnetzbetreibern auf Grundlage
der Vorschauprozesse des Netzengpassmanagements an 117 von 197 Tagen Redispatch durch deutschen Netz-
reservekraftwerke angefordert. Zusitzlich wurde an 16 Tagen Redispatchleistung von verschiedenen Anlagen
aus der Schweiz abgerufen. Die Einsatzhiufigkeit der deutschen Anlagen ist Abbildung 1 zu entnehmen.

Einsatztage der Netzreserveanlagen im vergangenen Winter
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Abbildung 1: Einsatzhiufigkeit der Netzreservekraftwerke im vergangenen Winter 2022/2023
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3 Beriicksichtigung des Kohleausstiegs

Der § 4 Abs. 1 KVBG (Kohleverstromungsbeendigungsgesetz) regelt das entsprechende Zielniveau fir die Re-
duzierung und Beendigung der Kohleverstromung. Die Nettonennleistung der verbleibenden Anlagen am
Strommarkt liegt 2020 bei 30 GW, 2030 bei 17 GW und spétestens bis Ende 2038 bei 0 GW. Zwischen 2022 und
2030, sowie zwischen 2030 und 2038 sinkt das Zielniveau jahrlich um gleich grofle Mengen an Nettonennleis-
tung. Um das gesetzlich festgelegte Zielniveau fiir die Steinkohleverstromung zu erreichen, sieht das KVBG
zwei Instrumente vor: Fiir die Zieldaten bis 2026 werden Ausschreibungsverfahren geméf des Teil 3 des KVBG
fur Steinkohleanlagen (und Braunkohlekleinanlagen < 150 MW) durchgefiihrt. Ab dem Zieldatum 2024 bis
2026 wird bei Unterzeichnung der Ausschreibung das Anordnungsrecht herangezogen, um das nicht verge-
bene Volumen aufzufiillen. Ab 2027 bis zum Zieldatum 2038 ist ein ordnungsrechtlicher Ausstiegspfad ohne
finanzielle Kompensation vorgesehen, die sog. gesetzliche Reduktion geméaf Teil 4 des KVBG. Die Abschaltung
sowie die Entschidigung der Betreiber grofierer Braunkohleanlagen (> 150 MW) erfolgen tber einen gesetzlich
definierten Ausstiegspfad sowie gesetzlich festgelegte Entschidigungen, die nach § 49 KVBG in Form eines
offentlich-rechtlichen Vertrages zwischen der Bundesregierung und den Betreibern von Braunkohleanlagen
(> 150 MW) ausgestaltet werden kann. Von dieser Méglichkeit zum Vertragsschluss haben die Bundesregie-
rung und die Braunkohleanlagen-Betreiber Gebrauch gemacht; der entsprechende Vertrag wurde am 10. Feb-
ruar 2021 unterzeichnet.! Eine Anpassung fiir einen vorgezogenen Kohleausstieg im Rheinischen Revier er-
folgte im November 2022.2

Tabelle 1 gibt einen Uberblick tiber bereits erfolgte sowie die in den Betrachtungszeitraumen zu berticksichti-

genden Ausschreibungsrunden mit den jeweiligen Volumina.

Ausschreibungs-  Gebotstermin  Zuschlagstermin Frist Kohleverstro- Zuschlige fiir
runde mungsverbot Zieldatum [GW]
(§ 51 KVBG)
#1 01.09.2020 01.12.2020 08.07.2021 4,8
#2 04.01.2021 05.04.2021 05.12.2021 15
#3 30.04.2021 30.07.2021 31.10.2022 2,1
#4 01.10.2021 01.01.2022 01.07.2023 0,5
#5 01.03.2022 20.05.2022 26.05.2024 1,0
#6 01.08.2022 14.10.2022 20.02.2025 0,5

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber
Tabelle 1 Uberblick iiber die Ausschreibungsrunden innerhalb der Betrachtungszeitriume t+1 und t+3

Fir die Systemanalysen mit den Betrachtungszeitraumen 2023/2024 und 2025/2026 wurden die Ergebnisse
der Ausschreibungsrunden kraftwerksscharf beriicksichtigt. Die Anlagen, die einen Zuschlag in der fiinften

1 https://www.bmwi.de/Redaktion/DE/Pressemitteilungen/2021/02/20210210-rechtssicherheit-fuer-alle-beteiligten-oeffentlich-rechtli-
cher-vertrag-zum-kohleausstieg-in-deutschland-unterzeichnet.html
2 https://www.bmwk.de/Redaktion/DE/Pressemitteilungen/2022/11/2022-11-02-bundeskabinett-beschliesst-vorgezogenen-kohleaus-

stieg-im-rheinischen-revier.html
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und sechsten Ausschreibungsrunde erhalten haben, werden fiir den Betrachtungszeitraum (t+3) nicht als
Marktkraftwerke unterstellt.

Zielsetzung des im Juli 2022 in Kraft getretene Ersatzkraftwerkebereithaltungsgesetz (EKBG) ist, kurzfristig
Erdgas in der Stromerzeugung einzusparen, um so den Auswirkungen des volkerrechtswidrigen Angriffs von
Russland auf die Ukraine hinsichtlich der deutschen Gasversorgung auch im Strombereich zu begegnen.
Hierzu werden insbesondere solche mit Kohle befeuerte Kraftwerke eingesetzt, die kurz- bzw. mittelfristig
stillgelegt wiirden oder sich bereits in einer Reserve befinden. Die Regelungen adressieren insbesondere die
Kraftwerke, die einen Zuschlag in der dritten und vierten Ausschreibungsrunde gem. KVBG erhalten haben,
und fiir die in den Jahren 2022 und 2023 das Kohleverfeuerungsverbot wirksam wiirde. Diese Kraftwerke wer-
den zum Zeitpunkt, an dem das Kohleverfeuerungverbot wirksam wiirde, in die Netzreserve tiberfiihrt. So-
lange ist das Kohleverfeuerungsverbot suspendiert. Diese Anlagen missen betriebsbereit gehalten werden.
Betreiber der von den Regelungen des EKBG adressierten Kraftwerke konnen mit ihren Anlagen befristet bis
31. Mirz 2024 am Strommarkt teilnehmen, soweit die Bundesregierung eine Verordnung nach § 50a

Abs 1 EnWG erlassen hat und sofern die Anlagenbetreiber die Marktriickkehr zuvor gegeniiber dem Ubertra-
gungsnetzbetreiber und der Bundesnetzagentur anzeigen.

Fiir den Betrachtungszeitraum (t+1) wurden die bis zum 31.10.2022 vorliegenden Anzeigen der Marktriickkehr
gem. § 50a EnWG berticksichtigt. Die entsprechenden Kraftwerke werden als Marktkraftwerke unterstellt.
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B Verfahrensablauf

Grundlage der Priifung des Netzreservebedarfs ist gemafd § 3 Abs. 2 S. 1 NetzResV insbesondere eine von den
deutschen Ubertragungsnetzbetreibern jihrlich gemeinsam erstellte Analyse der verfiigbaren gesicherten Er-
zeugungskapazititen, ihrer wahrscheinlichen Entwicklung im Hinblick auf das jeweils folgende Winterhalb-
jahr sowie mindestens eines der weiteren darauffolgenden vier Betrachtungsjahre und des eventuellen Be-
darfs an Netzreserve. Die dieser Systemanalyse zu Grunde liegenden Annahmen, Parameter und Szenarien

sind gemaf} § 3 Abs. 2 S. 5 NetzResV mit der Bundesnetzagentur abzustimmen.

Am 01. Juni 2022 fand das Auftaktgesprich zwischen Ubertragungsnetzbetreibern und Bundesnetzagentur
iiber den Inhalt der vorzulegenden Systemanalysen der Ubertragungsnetzbetreiber statt. Am 27. Juli 2022 ver-
standigten sich Bundesnetzagentur und Ubertragungsnetzbetreiber darauf, dass eine Systemanalyse neben
dem geméf der NetzResV zu untersuchenden, bevorstehenden Winterhalbjahr, also 2023/2024, zusatzlich fiir
den Betrachtungszeitraum vom 1. April 2025 bis zum 31. Méarz 2026 zu erstellen ist.

In der Folge stimmten sich die Bundesnetzagentur und die Ubertragungsnetzbetreiber hinsichtlich der Ein-
gangsgroflen ab, die der Systemanalyse zugrunde liegen, insbesondere beziiglich der Annahmen zum konven-
tionellen Kraftwerkspark in Deutschland (auf Grundlage der Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur) und im
Ausland, zur installierten Leistung von Anlagen zur Erzeugung erneuerbarer Energien und zu den verfiigba-
ren Transportkapazititen zwischen Deutschland und seinen Nachbarstaaten fiir den grenziiberschreitenden
Stromhandel. Die Ubertragungsnetzbetreiber {ibermittelten am 10. Februar 2023 die gesamten Eingangspara-

meter fiir die Systemanalysen an die Bundesnetzagentur.

Am 22. Mirz 2023 iibermittelten die Ubertragungsnetzbetreiber die Systemanalyse fiir das Winterhalbjahr
2023/2024 einschlieRlich der zugrundeliegenden Datensitze der Markt- und Netzsimulationen an die Bundes-
netzagentur. Die Systemanalyse fiir den Betrachtungszeitraum 2025/2026 mitsamt der zugrundeliegenden
Datensitze iibergeben die Ubertragungsnetzbetreiber der Bundesnetzagentur voraussichtlich Ende April 2023.

Dass die Ergebnisse der Systemanalyse fiir die beiden Betrachtungszeitraume nicht bis zum 01. Marz 2023
ibermittelt wurden, wie durch § 3 Abs. 2 NetzResV vorgegeben, ist auf die beiden Sonderanalysen des Jahres
2022 zuriickzufiihren, die sich auf den Zeitplan fiir die Erstellung der Systemanalyse, insbesondere hinsicht-

lich der Abstimmung der Eingangsparameter, ausgewirkt haben.

Da ein mogliches Interessensbekundungsverfahren gem. § 4 NetzResV auf Grundlage der Ergebnisse der Sys-
temanalysen flr den Betrachtungszeitraum (t+1) erfolgt, ist es sinnvoll, den Netzreservebedarf fiir diesen Zeit-
raum moglichst frithzeitig festzustellen. Damit ausreichend Zeit zur Verfiigung steht, um das Interessenbe-
kundungsverfahren durchzufiihren, die Angebote zu priifen und die betroffenen Regulierungsbehorden ein-
zubinden, wird zunichst der Netzreservebedarf fiir den Winter 2023/2024 gepriift und vertffentlicht. Im An-
schluss hieran erfolgt weniger zeitkritische Prifung des Netzreservebedarfs fiir den Zeitraum 2025/2026, der

Ende Mai 2023 in einem gesonderten Bericht ver6ffentlicht wird.
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C Bedarfsfeststellung

1 Methodik der Systemanalyse

Fiir die Ermittlung des Bedarfs an Netzreserve legen die Ubertragungsnetzbetreiber jihrlich eine Systemana-
lyse vor. Die Eingangsparameter dieser Systemanalyse und die zugrunde gelegten Annahmen stimmen die
Ubertragungsnetzbetreiber mit der Bundesnetzagentur ab. Die Systemanalyse wird von der Bundesnetzagen-
tur gepriift und der Bedarf an Netzreserve festgestellt.

Im Folgenden werden der Ablauf und die Zielsetzung der Systemanalyse beschrieben.

1.1 Zielsetzung der Systemanalyse

Die Systemanalyse der Ubertragungsnetzbetreiber hat die Zielsetzung, fiir einen Zeitraum von bis zu finf Jah-
ren im Voraus zu ermitteln, welcher Bedarf an Netzreserve in dem jeweiligen Betrachtungsjahr gedeckt wer-

den muss.

In der Systemanalyse wird ermittelt, welche Eingriffe die Ubertragungsnetzbetreiber in den durch den Markt
vorgesehenen Einsatz von Stromerzeugungskapazititen vornehmen miissen, um Netzengpisse auszuglei-
chen. Gleichzeitig wird ermittelt, ob und wo die fiir diese Markteingriffe erforderlichen Erzeugungskapaziti-
ten gesichert vorhanden sind. Als ,,gesichert” gelten Kraftwerke, die ohnehin in Deutschland am Markt aktiv
sind und die Kraftwerke, die aufgrund ihrer Systemrelevanz an der Stilllegung gehindert wurden, sowie aus-
landische Kraftwerke, die als Redispatchpotentiale kontrahiert wurden. Mit Redispatch wird die Reduzierung
oder Erhéhung der Einspeiseleistung von Kraftwerken bezeichnet, die aufgrund von Engpassen im Ubertra-
gungsnetz notwendig sind, um das Netz zu entlasten und zu stabilisieren. In der Systemanalyse wird der fiir
den sicheren und zuverlissigen Betrieb des elektrischen Energieversorgungssystems benétigte Umfang der
Eingriffe in den Kraftwerkseinsatz bestimmt.

Bei der Bestimmung der Netzreserve werden verschiedene Risikofaktoren berticksichtigt, um moglichst viele
Unwiégbarkeiten zu Gunsten der Versorgungssicherheit abzudecken. Diese Risikofaktoren werden in Ab-

schnitt C1.6 zusammenfassend dargestellt.

1.2 Vorgehensweise der Systemanalyse

1.2.1 Schrittweises Vorgehen

Die Ermittlung des Reservekraftwerksbedarfs zur Beherrschung kritischer Netzsituationen geméaf § 3 Netz-

ResV ist wie in Abbildung 2 dargestellt strukturiert.

Im ersten Schritt werden die Eingangsparameter der Systemanalysen mittels einer Prognose der energiewirt-
schaftlichen Situation in den Betrachtungsjahren 2023/2024 und 2025/2026 erstellt (vgl. Abschnitt C1.3). Hier-
bei werden u.a. der konventionelle und erneuerbare Kraftwerkspark (installierte Leistungen, Nichtverfiigbar-
keiten, Brennstoffkosten, CO»-Preise etc.) prognostiziert. Auflerdem werden die im jeweiligen Betrachtungs-
zeitraum zu erwartende Netztopologie sowie die erwarteten Handelskapazititen bestimmt. Nachfolgend sind
in Abbildung 2 schematisch die einzelnen Schritte zur Ermittlung des Bedarfs an Netzreserve (vgl. Abschnitte
C1.3-C1.5) dargestellt.
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Abbildung 2: Ubersicht iiber das Verfahren zur Ermittlung des Bedarfs an Netzreserve.

Aufbauend auf den Eingangsparametern wird im zweiten Schritt fiir jeden Betrachtungszeitraum eine als
moglich eingestufte Kombination der relevanten Einflussfaktoren festgelegt, die auf Erfahrungen mit kriti-
schen Netzsituationen basiert. Kritische Netzsituationen treten hiufig in sogenannten Starkwind-Starklast-
Zeiten auf, d. h. in Zeiten, in denen eine hohe Windeinspeisung gleichzeitig zu einer hohen Stromnachfrage
auftritt. Die synthetische Woche, aus der die fiir die Bestimmung des Redispatchbedarfs mafigebliche kritische
Stunde (Grenzsituation) abgeleitet wird, wird folglich derart konstruiert, dass sie eine solche Starkwind-
Starklastsituation abbildet. Hierbei werden die dargebotsabhingige Erzeugung (insbesondere die Windener-
gieeinspeisung) und die Lasten in Deutschland und dem européischen Ausland in Relation gesetzt.

Eine weitere erfahrungswertbasierte Annahme, die in die synthetische Woche einfliefit, ist die Hohe der ge-
planten und ungeplanten Nichtverfiigbarkeiten von Kraftwerken, zu denen es aufgrund von Revisionen oder
Kraftwerksausfillen kommen kann. Diese basieren auf einer statistischen Auswertung historischer Daten.

Durch dieses Vorgehen wird sichergestellt, dass mdgliche netztechnisch kritische Situationen durch den er-
mittelten und dann zu kontrahierenden Reservebedarf abgedeckt werden kénnen.

Zusétzlich zur synthetischen Woche wird fiir jeden Betrachtungszeitraum ein vollstindiger Jahreslauf para-
metriert. Damit wird die Netzsicherheit solcher Situationen gepriift, die aufgrund unterschiedlicher Last- und
Erzeugungssituationen eine andere geografische Verteilung des Redispatches zur Gewihrleistung der System-
sicherheit benétigen als die Grenzsituation. Die Annahmen des Jahreslaufs sind grundsétzlich identisch zu de-
nen der Grenzsituation, unterscheiden sich jedoch beispielsweise bei den Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten.
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Im dritten Schritt wird anhand einer Simulation des europiischen Elektrizititsmarkts prognostiziert, welche
konventionellen Erzeugungsanlagen in der synthetischen Woche und in den einzelnen Stunden des Jahres-
laufs zur Deckung der Last einspeisen (vgl. Abschnitt C1.3), unter Berticksichtigung der erwarteten Einspei-
sung erneuerbarer Energien, der Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten und der Handelskapazititen. Bestimmt wird
auch, welche Exporte und Importe sich mit dem européischen Ausland in den jeweiligen Netznutzungsfillen
(NNF) einstellen.

Im vierten Schritt wird gepriift, ob das Ubertragungsnetz, die sich aus der Marktsimulation ergebenden Ein-
speisungen, Transporte und Entnahmen bewailtigen kann, ohne dass hierdurch die betrieblichen Sicherheits-
grenzwerte beeintrachtigt werden (vgl. Abschnitt C1.5). Zudem wird untersucht, ob die Ubertragungsnetzbe-
treiber ihrer Verpflichtung nach Art. 32 Abs. 1 der Verordnung (EU) 2017/1485 der Kommission zur Festle-
gung einer Leitlinie iber den Ubertragungsnetzbetrieb nachkommen. Hiernach muss auch nach dem Ausfall
eines Netzbetriebsmittels im Ubertragungsnetz (z.B. Leitung bzw. Transformator) oder einer Erzeugungsan-
lage die noch in Betrieb befindliche Netzinfrastruktur in der Lage sein, sich an die neue Lastflusssituation an-
zupassen, ohne dass hierdurch betriebliche Sicherheitsgrenzwerte in der eigenen oder angrenzenden Regel-
zone {iberschritten werden (Einhaltung des (n-1)-Standards). Die Ubertragungsnetzbetreiber erstellen hierzu
eine Liste von Ausfallvarianten, die sowohl aus der betrieblichen Praxis bekannte, hiufiger vorkommende
Ausfille, aber auch auRergewohnliche, besonders seltene Ausfille (sog. Exceptional Contingencies) enthilt.
Fiir jede Ausfallvariante wird untersucht, wie sich in der bedarfsdimensionierenden Stunde der Leistungsfluss
im Netz dndert. Stellen sich hierdurch Grenzwertverletzungen bei den Netzbetriebsmitteln ein, ermitteln die
Ubertragungsnetzbetreiber, welche MafRnahmen jeweils getroffen werden miissen, damit die Grenzwerte ein-
gehalten werden und der sichere Netzbetrieb nicht beeintrichtigt wird.

Netzbezogene MaRnahmen (z. B. Topologieanderungen oder Riicknahme von bereits abgestimmten, aber ver-
schiebbaren Leitungsfreischaltungen) reichen bei hoher Netzauslastung - wie in der Starkwind-Starklast-Situ-
ation des bedarfsdimensionierenden Netznutzungsfalls - in aller Regel nicht aus, um die betrieblichen Sicher-
heitsgrenzwerte einzuhalten. Hierzu bedarf es Redispatch-Mafinahmen der Ubertragungsnetzbetreiber. Der

hochste Redispatchbedarf zeigt sich in den Netzsituationen, in denen ein aufergewohnliches, sehr selten auf-
tretendes Ausfallereignis unterstellt wird, da sich in diesen Fillen die verbleibende Ubertragungskapazitit be-

sonders stark verringert.

Bei der Durchfiihrung von Redispatch-MafRnahmen gehen die Ubertragungsnetzbetreiber folgendermafien
vor: Gepriift wird zunichst im Hinblick auf den Normalzustand des Ubertragungsnetzes, also ohne Betrach-
tung eines Ausfalls, ob der Leistungsfluss, der sich neben der Last durch die Einspeisung simtlicher Erzeu-
gungsanlagen nach dem Ergebnis der Marktsimulation einstellt, dazu fiihrte, dass Sicherheitsgrenzwerte von
Netzbetriebsmitteln verletzt wiirden. Wire dies der Fall, verindern die Ubertragungsnetzbetreiber die durch
da Marktergebnis ermittelte Einspeisung der Erzeugungsanlagen in der Weise, dass die einzuspeisende Leis-
tung alternativ durch solche Erzeugungsanlagen erbracht wird, die nach dem Marktergebnis nicht oder nur
zum Teil zum Einsatz kimen und durch deren Betrieb keine Sicherheitsgrenzwerte verletzt wiirden. Bei dem
Austausch von netzbelastenden Erzeugungsanlagen gegen andere Erzeugungsanlagen greifen die Ubertra-
gungsnetzbetreiber zunichst auf deutsche, am Markt agierende und betriebsbereite Erzeugungsanlagen zu-
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riick. Reichen diese Marktkraftwerke sowie das das in Osterreich gesichert zur Verfiigung stehende Redis-
patchpotential® nicht aus, um die notwendige Einspeiseleistung bereitzuhalten, werden zusétzlich Netzre-
serve- und potentielle Netzreservekraftwerke zum Redispatch herangezogen.

Die besonderen netztechnischen Betriebsmittel (bnBm) werden geméf} dem vorgesehenen Betriebskonzept
berticksichtigt, das einen Einsatz als letzte innerdeutsche Praventivmaffinahme im Rahmen des § 13 Abs. 1
Satz 1 EnWG vorsieht. Folglich konnen diese Kraftwerke im Bedarfsfall entsprechend der urspriinglichen Re-
gelung in § 11 Abs. 3 EnWG a.F. nachrangig zu den Netzreservekraftwerken zur Engpassbehebung eingesetzt
werden. Besteht dariiberhinausgehend ein Redispatchbedarf, so wird ein Gesamtbedarf an Netzreserve ausge-
wiesen, der eine noch zu deckende Liicke enthilt. Fir diesen Fall sieht § 4 NetzResV die Durchfithrung eines
Interessenbekundungsverfahrens vor, das iiber die inldndischen Kraftwerke hinausgehend auch auslidndische
Kraftwerke adressiert.

1.2.2 BemessungsmafBstab

Die Stunde der synthetischen Woche, in der der Netzreservekraftwerkspark am meisten Leistung zur Redis-
patchbedarfsdeckung einspeist, wird als Grenzsituation bezeichnet. Diese Stunde stellt die kritischste Situa-
tion flir das Netz dar. Dabei ist diese kritische Stunde nicht zwingend diejenige Stunde der synthetischen Wo-
che, in der die hochste Last und / oder die héchste Einspeisung aus erneuerbaren Quellen vorliegen. Auch un-
mittelbar vor oder nach einer Stunde mit hoher Last und Einspeisung kann sich eine Lastflusssituation ein-
stellen, die fiir das Netz schwieriger zu bewiltigen ist. Dann ist zwar die absolute Hohe der Last und erneuer-
baren Einspeisung nicht maximal, aber eine ungiinstige regionale Verteilung der erneuerbaren und konventi-
onellen Einspeisungen und der Lasten sorgt fiir eine hohe Aus- und Uberlastung des Netzes.

Es kann in Stunden des Jahreslaufs notwendig sein, andere Kraftwerke als in der Grenzsituation zum Redis-
patch heranzuziehen, um die Netzsicherheit in diesen Stunden gewéhrleisten zu kénnen. Das fiihrt dazu, dass
sich ein zusatzlicher Bedarf an Reservekraftwerken mit einer anderen regionalen Verteilung als in der Grenz-
situation ergeben kann.

In den folgenden Abschnitten werden die einzelnen Schritte der Systemanalyse genauer erldutert.

13 Bestimmung der Eingangsparameter der Marktsimulation

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

Zu den Eingangsparametern gehoren die Nachfrage nach elektrischer Energie (Last), der zugrunde gelegte
konventionelle und erneuerbare Kraftwerkspark, seine regionale Verteilung und Brennstoffpreise im jeweili-
gen Betrachtungszeitraum. Ferner gehéren die Handelskapazititen zwischen den einzelnen Gebieten des eu-
ropdischen Elektrizititsmarkts zu den Eingangsparametern. Diese Parameter dienen als Eingangsgrofien fir
die Marktmodellierung zur Bestimmung des optimalen Kraftwerkseinsatzes und als Eingangsgrofien der
Netzberechnung.

3 Der Leistungsumfang der deutsch-6sterreichischen Redispatchkooperation betrigt 1,5 GW.
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Im Folgenden wird erlautert, mit welcher Methodik die Eingangsparameter bestimmt wurden. Im Abschnitt

C3.1 werden dann die antizipierten Eingangsparameter vorgestellt.

1.3.1 Ubertragungsnetz

Fiir die Netzberechnungen wird fiir jeden der zwei Betrachtungszeitriume je ein Ubertragungsnetzmodell er-
stellt. Diese zwei Ubertragungsnetzmodelle sind topologische Abbildungen des deutschen Ubertragungsnetzes
und benachbarter Ubertragungsnetze in den Jahren 2023/2024 und 2025/2026. Die Abbildung des deutschen
und des 6sterreichischen Ubertragungsnetzes ist knotenscharf, die der benachbarten Netze weitgehend kno-

tenscharf.

Die Ubertragungsnetze der zwei Betrachtungszeitriume enthalten bereits eine Vielzahl von geplanten Netz-
verstirkungsmafinahmen. Fiir den Zeithorizont (t+1) werden die Netzausbaumafnahmen angenommen, die
voraussichtlich bis zum 30.09.2023 in Betrieb genommen werden. Fiir den Zeithorizont (t+3) ist der entspre-
chende Stichtag der 30.09.2025.

Um eine moglichst realititsnahe Abbildung zu erreichen, werden in der Systemanalyse netzausbaubedingte
Nichtverfiigbarkeiten von Netzbetriebsmitteln berticksichtigt (Freischaltungen). Hierbei werden nur solche
Nichtverfiigbarkeiten beriicksichtigt, die nicht mit einem zeitlichen Vorlauf von 48 Stunden oder weniger
verschiebbar oder behebbar sind. Ein Grund fiir die Nichtverfligbarkeiten von Leitungen ist, dass zunehmend
Leitungsneubauvorhaben unter der Verwendung bestehender Trassen realisiert werden. Dies fiihrt dazu, dass
die zu ersetzenden Betriebsmittel (z. B. Freileitungen) wihrend der Bauphase nicht zum Stromtransport ge-
nutzt werden konnen. Auch die Fahigkeit zur Versorgung von unterlagerten Verteilnetzen kann geschwécht
werden. Daher konnen diese Nichtverfiigbarkeiten zu einem hoheren Bedarf an Netzreserve fithren und wer-
den aus Vorsichtsgriinden im Netzmodell berticksichtigt. Neben der Nichtverfiigbarkeit einzelner Leitungen
werden auch Sonderschaltzustinde berticksichtigt, die aufgrund des netzausbaubedingten Umbaus oder der
Erneuerung von Anlagen (z. B. Erneuerung von Schaltanlagen) eingerichtet werden miissen. Tendenziell sind
diese Nichtverfiigbarkeiten aber als planbare Nichtverfiigbarkeiten anzusehen, da die entsprechenden Maf3-

nahmen mit grofiem Vorlauf in den Betrieb eingeplant werden.

13.2 Kraftwerkspark

Im Rahmen der Strommarktmodellierung wird prognostiziert, welche Kraftwerke in den zwei Betrachtungs-

zeitriumen am Markt teilnehmen und welche zugebaut bzw. stillgelegt werden.

Der konventionelle Kraftwerkspark in Deutschland wird hierbei auf Basis einer Kraftwerksliste der Bundes-
netzagentur und der internen Datengrundlage der Ubertragungsnetzbetreiber bestimmt. Diese Kraftwerks-
liste berticksichtigt auch geplante Stilllegungen und Zubauten von Kraftwerken und umfasst weiterhin Daten
zu minimaler und maximaler Leistungseinspeisung sowie zum Betriebsmodus. Dadurch werden bei den An-
nahmen zu Zubauten und Stilllegungen primér die Planungen der Kraftwerksbetreiber zugrunde gelegt, die
als belastbar eingeschitzt werden. Liegt eine Stilllegungsanzeige vor, wird das Kraftwerk nicht mehr als
Marktkraftwerk berticksichtigt, sofern das Stilllegungsdatum vor einem vereinbarten Stichtag liegt. Stichtag
far den Betrachtungszeitraum 2023/2024 ist der 31.12.2023, fir den Zeitraum 2025/2026 der 31.12.2025. Auch
die vorgeschriebenen Stilllegungen der Kernkraftwerke nach § 7 Abs. 1a Atomgesetz werden berticksichtigt,
sodass in beiden Betrachtungszeitrdumen kein Kernkraftwerk mehr in Deutschland als in Betrieb unterstellt

wird.
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Fiir die beiden betrachteten Zeitraume spielt der geplante Ausstieg aus der Kohleverstromung eine wesentli-
che Rolle. Die Grundlage fiir die Abbildung des Kohleausstiegs bildet das Kohleausstiegsgesetz vom 03.07.2020
sowie die Ergebnisse der bislang sechs Ausschreibungsrunden der Bundesnetzagentur nach Teil 3 KVBG, siehe
Kapitel A3.

Berticksichtigung findet auch das im Juli 2022 in Kraft getretenen Ersatzkraftwerkebereithaltungsgesetzes
(EKBG). Zweck des EKBG ist es, kurzfristig Erdgas in der Stromerzeugung einzusparen, um so den Auswirkun-
gen des volkerrechtswidrigen Angriffs von Russland auf die Ukraine hinsichtlich der deutschen Gasversor-
gung auch im Strombereich zu begegnen. Hierzu werden insbesondere solche mit Kohle befeuerte Kraftwerke
eingesetzt, die kurz- bzw. mittelfristig stillgelegt wiirden oder sich bereits in einer Reserve befinden. Betreiber
der von den Regelungen adressierten Kraftwerke konnen von der Moglichkeit Gebrauch machen, mit ihren
Anlagen befristet bis 2024 am Strommarkt teilzunehmen. Fiir den Betrachtungszeitraum (t+1) wurden die bis
zum 31.10.2022 vorliegenden Anzeigen der Marktriickkehr gem. § 50a EnWG berticksichtigt. Diese Kraftwerke
werden in diesem Zeitraum als Marktkraftwerke angenommen. Daraus resultiert eine ,Marktriickkehrleis-
tung” aus der Netzreserve in Hohe von 5,4 GW fiir diesen Betrachtungszeitraum. Die 5,4 GW umfassen nur
solche Kraftwerke, die aus der Netzreserve an den Markt zuriickgekehrt sind. Kraftwerke, die am Markt ver-
blieben sind, sind in den 5,4 GW nicht enthalten, aber im Modell als Marktkraftwerke berticksichtigt, wie
bspw. die Kraftwerke Neurath D und Neurath E, deren Laufzeit infolge einer Anderung des KVBG iiber den
31.12.2022 hinaus verldngert wurde.

Die Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur haben die Ubertragungsnetzbetreiber um eigene aktuelle Erkennt-
nisse zu Neubauvorhaben und Stilllegungsabsichten, sowie um Angaben zum Betriebsmodus (marktbasiert,
KWK, Zwangseinsatz als Industriekraftwerk oder Netzreservekraftwerkseinsatz etc.) erganzt. Inlandische
Netzreservekraftwerke sowie Steinkohleanlagen, die unter das Kohleverfeuerungsverbot nach dem KVBG fal-
len, werden nicht in der Marktsimulation berticksichtigt, sondern erst in den anschlieRenden Netzanalysen

zum Redispatch eingesetzt.

Der europiische, konventionelle Kraftwerkspark wird auf Basis der Daten von ENTSO-E modelliert. Als Aus-
gangsbasis flir die Abbildung des ausldandischen Kraftwerksparks dient eine Liste mit auslindischen Kraftwer-
ken mit einer installierten Leistung grofier als 100 MW, die auch schon in den vorangegangenen Analysen ver-
wendet wurde. Geographisch liegt der Fokus auf den Anrainerstaaten von Deutschland (Osterreich, Schweiz,
Polen, Tschechien, Niederlande, Belgien, Frankreich, Luxemburg, Ddnemark) sowie der Slowakei und Italien
als Anrainerstaaten von Osterreich. Auch der Kraftwerkspark in Ungarn und Slowenien als weitere Anrainer-

staaten von Osterreich wird blockscharf abgebildet.

Auch die Regelleistungsvorhaltung wird bei der Festlegung des Kraftwerksparks berticksichtigt. Fiir Deutsch-
land wird fiir beide Betrachtungszeitriume angenommen, dass + 4.200 MW an Kraftwerksleistung in Deutsch-
land fiir die Bereitstellung von Regelleistung verwendet werden. Fiir Osterreich wird unterstellt, dass

+480 MW an Kraftwerksleistung fiir die Bereitstellung von Regelleistung verwendet werden. Fir das weitere

Ausland erfolgt keine Regelleistungsmodellierung.

1.3.3 Erneuerbare Energie Anlagen

Die prognostizierte Leistung aus Erneuerbaren-Energie-Anlagen (EE-Anlagen) in Deutschland wird anhand
der Mittelfristprognose 2023 - 2027 bestimmt. Hierbei wird bei der Festlegung der Héhe des Zubaus Photovol-
taik, Windenergie an Land und Biomasse das ,,Obere Szenario“ zugrunde gelegt. Bei Wasserkraftanlagen (EEG-
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und Nicht-EEG-Anlagen) werden Daten der Ubertragungsnetzbetreiber verwendet und der Bestand fortge-
schrieben. Fiir die Erwartungswerte zur installierten Leistung von Offshore-Windparks werden die aktuellen
Daten der Ubertragungsnetzbetreiber herangezogen. Bei allen weiteren EE-Anlagen wird der Bestand fortge-
schrieben. Neben den Zubauzahlen und der Gesamthohe der installierten Leistung wird auch festgelegt, an
welchen geographischen Standorten die erneuerbaren Energietriger in das Ubertragungsnetz einspeisen bzw.
an welchen Stellen Energie aus dem Ubertragungsnetz entnommen wird. Hierbei wird die reale, geographi-
sche Verortung der Anlagen zugrunde gelegt. Die Basis hierfiir sind die Anlagenstammdaten der Ubertra-
gungsnetzbetreiber. Die Regionalisierung des fiir die nichsten Jahre prognostizierten Zubaus an EE-Anlagen
erfolgt kleinrdumig. Dabei wird die prognostizierte installierte Leistung an EE-Anlagen je Bundesland nach
aktueller EEG-Mittelfristprognose eingehalten. Bei den Offshore-Windenergieanlagen wurde die Verteilung
auf die einzelnen Netzknoten auf Basis der Planungen der Ubertragungsnetzbetreiber vorgenommen.

134 Geplante und ungeplante Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten

Bei der Ermittlung des Netzreservebedarfs werden geplante und ungeplante Nichtverfiigbarkeiten von Kraft-
werken unterstellt. Hierzu werden Annahmen getroffen, welche Kraftwerke aufgrund von Revisionen oder
zufilligen Ereignissen (z. B. technischen Fehlern) in den Betrachtungszeitrdumen keine Leistung einspeisen.
Die Berticksichtigung von Nichtverfiigbarkeiten ist von entscheidender Bedeutung, da die in der Systemana-
lyse untersuchten potentiell kritischen Netzsituationen entscheidend durch die Verfiigbarkeit von Kraftwer-
ken beeinflusst werden. Wenn beispielsweise der Bedarf an Netzreservekraftwerken durch ein hohes Nord-
Stid-Gefille an Kraftwerksleistung (viel Erzeugung im Norden, wenig im Stiden) bestimmt wird, wiirde eine
hohe Kraftwerksnichtverfiigbarkeit in Stiddeutschland und eine geringe in Norddeutschland zu einer Verstir-
kung dieses Lastflusses und somit zu einer Steigerung des Netzreservebedarfs fithren. Daher ist es erforderlich,
Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten in den Systemanalysen mit Hilfe von geeigneten Methoden zu berticksichti-
gen. Hierzu wurden Modelle entwickelt, mit denen die Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten fiir potentiell ausle-
gungsrelevante Grenzsituationen sowie fiir den Jahreslauf geschitzt werden kénnen.

Fiir die synthetisierten Grenzsituationen wird die Nichtverfligbarkeit von Kraftwerken modelliert. Ziel der
Untersuchung ist es, aufbauend auf statistisch ermittelten Verfiigbarkeitsdaten, die den Kraftwerksblocken
zugeordnet werden, Ausfallkombinationen von Kraftwerken zu bestimmen, die eine belastende Wirkung auf
Netzengpisse haben konnen. Hierzu wird die gesamte nicht - verfiigbare Kraftwerksleistung zunichst verein-
fachend fiir drei einzelne Regionen (Norddeutschland, Stiddeutschland und Osterreich) bestimmt und dann
auf konkrete Kraftwerksblocke verteilt. Zu Stiddeutschland werden alle Kraftwerksblocke gezahlt, die sich
sudlich 50,4° nordlicher Breite befinden.

Auf Basis historischer Engpassanalysen wird angenommen, dass Nichtverfiigbarkeiten in der Region Nord
eine entlastende und Nichtverfiigbarkeiten in der Region Siid eine belastende Wirkung auf die Netzengpasse
haben kénnen. Darauf aufbauend wird eine nicht verfiigbare Kraftwerksleistung je Netzregion mittels einer
Quantilsauswertung bestimmt. Fiir die Grenzsituation, in der eine Starkwind-Starklast-Situation betrachtet
wird, wird fir jeden der Zeithorizonte wird ein 5 %-Quantil in der Region Nord und ein 95 %-Quantil in der
Region Siid zugrunde gelegt. Die Quantile sind so zu verstehen, dass in der Region Nord in nur finf Prozent
aller Fille noch niedrigere und in der Region Stid in nur finf Prozent der Fille hohere Nichtverfiigbarkeiten
auftreten. Die daraus resultierenden Nichtverfiigbarkeiten je Region werden auf konkrete Kraftwerksblocke
verteilt. Falls Informationen zu geplanten Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten vorliegen, werden diese beriick-
sichtigt und nur die verbleibende Leistung auf andere Kraftwerksblocke verteilt. Bei der Verteilung werden die
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Anteile der Kraftwerkstypen (nach Priméirenergietriger) an der nicht verfiigbaren Kraftwerksleistung bertick-
sichtigt. Auf diese Weise werden die Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten separat fiir jede Grenzsituation der Zeit-
horizonte 2023/2024 und 2025/2026 ermittelt. Far Steinkohlekraftwerke in Stiddeutschland erfolgt eine zu-
sitzliche, ratierliche Leistungsreduktion um 13 % der nach der Ausfallziehung verfiigbaren Leistung, um
Schwierigkeiten in der Kohletransportlogistik abzubilden, etwa aufgrund von Niedrigwasser, und in den Ana-

lysen zu berticksichtigen.

1.3.5 Annahmen zu den verfiigbaren Grenzkuppelkapazititen

Auch die dem Handel zur Verfiigung stehenden Grenzkuppelkapazititen fiir die einzelnen benachbarten Lin-

der werden prognostiziert bzw. bestimmt.

In der Region ,Central West Europe“ (CWE) wurde im Mai 2015 die lastflussbasierte Marktkopplung (Flow-
Based-Market-Coupling) eingefiihrt. Fur die Region ,,CORE“ wird diese Methode seit 2022 berticksichtigt. An-
ders als in der NTC-Berechnungsmethode werden bei der lastflussbasierten Kapazititsberechnungsmethode
die Handelskapazititen nicht als unabhingige Austauschleistungen zwischen einzelnen Marktgebieten ermit-
telt. Stattdessen erfolgt bei der lastflussbasierten Methode eine vereinfachte Abbildung des Stromnetzes, so-
dass Wechselwirkungen aller in der Flow-Based-Region erfolgenden Handelsaustausche in die Berechnungen
einbezogen werden. Hierdurch und durch die genauere Abbildung von Netzrestriktionen konnen Transport-
kapazititen besser genutzt und bei der Vergabe der Handelskapazititen in hoherem Umfang die Erfordernisse
des Marktes berticksichtigt werden.

In beiden Untersuchungszeitraumen erfolgt die Kapazitidtsberechnung nach der Flow-Based-Methode fiir alle
innerhalb der Region CORE liegenden Marktgebietsgrenzen. Die Region CORE umfasst hierbei die Marktge-
biete Osterreich, Belgien, Tschechien, Deutschland/Luxemburg, Frankreich, Ungarn, Niederlande, Polen, Slo-

wenien sowie die Slowakei. Alle anderen Grenzen werden als NTC-Grenzen modelliert.
NTC-Grenzen

Die NTC-Werte aus dem ENTSO-E European Resource Adequacy Assessment (ERAA) mit den Zieljahren 2024,
2025 und 2027 werden zur Festlegung der Annahmen verwendet. Aus einer Interpolation auf Basis der Pro-
jektdaten des aktuellen europiischen Zehnjahres-Netzentwicklungsplan (Ten-Year Network Development
Plan 2022) ergeben sich die Werte fiir den Zeitraum (t+3). AuRerdem werden Meldungen auslandischer TSO
und aus der Systemfiihrung berticksichtigt. Die Systemfiihrung liefert insbesondere Erkenntnisse zur Abhan-
gigkeit der NTC-Werte von der stiindlichen Windeinspeisung an den Grenzen von Deutschland zur Schweiz,
sowie zu Danemark - West (DKW).

An der Grenze DE-CH wird fir den Jahreslauf die sogenannte C-Funktion verwendet. Diese reduziert den
NTC-Wert in Abhingigkeit von der Windeinspeisung in Deutschland unter Einhaltung der Mindestkapaziti-
ten. Ist die Mindesthandelskapazitits-Anforderung (minimum remaining available Margin (minRAM)-Anfor-
derung) grofker als der Funktionswert der C-Funktion, wird die betroffene Grenze nicht mehr windabhingig
betrachtet.

Die Kapazitit an der Grenze DE-DKW wird windabhingig anhand von Randbedingungen modelliert. Auf Ba-
sis des Commitment der TenneT unter Beriicksichtigung der Inbetriebnahmen der Mittelachse im Jahr 2021
und der Westkiistenleitung (inkl. ddnischem Teil 2024) werden fir (t+1) und (t+3) Mindestimportkapazititen
von 1,9 GW respektive 2,6 GW berticksichtigt.
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Alle weiteren Kuppelkapazititen sind durch einen festen Wert charakterisiert.
Flow Based-Region

Zundichst wird eine initiale Marktsimulation mit der herkdmmlichen NTC-Methodik durchgefiihrt. Hierzu
werden fiir alle Gebotszonengrenzen, die per Flow-Based-Methode bewirtschaftet werden, NTC-Werte ange-
nommen, die eine erste Abschitzung der zu erwartenden Flow-Based-Handelskapazititen darstellen. Die Er-
gebnisse dieser initialen NTC-Marktsimulation werden genutzt, um eine Lastflussberechnung durchzufiihren.
Sodann zeigen sich die Leitungsbelastungen, die basierend auf der in der NTC-Marktsimulation ermittelten
Handelssituation auftreten wiirden.

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

Als kritische Netzelemente (Critical Network Element) werden fiir beide Betrachtungszeitraume marktge-
bietsiibergreifende und -interne Netzelemente ab der 220 kV-Spannungsebene bertiicksichtigt. Fiir die 6stli-
chen Marktgebiete (CZ, HU, PL, SI, SK) der Core-Region werden jedoch vereinfachend ausschliefdlich Grenz-
kuppelleitungen und interne Netzelemente der Spannungsebene 380 kV betrachtet.

Im nichsten Schritt wird je Netzknoten bestimmt, wie sich die Anderung der Wirkleistungseinspeisung an
diesem Netzknoten auf den Wirkleistungsfluss tiber alle anderen Netzelemente auswirkt. Diese sogenannten
nodalen Power Transfer Distribution Factors (PTDFs) werden fur spezifische Ausfallsituationen (d. h. aller im
vorausgehenden Schritt identifizierter potentieller CNECs) ermittelt.

Anschliefend werden die sogenannten Generation Shift Keys (GSKs) fiir jede Gebotszone und jeden Netznut-
zungsfall ermittelt. Der GSK ist eine lineare Abschitzung dartiber, wie sich eine Anderung in der Nettoposition
einer Gebotszone auf die Einspeisung der sich in der Gebotszone befindlichen Kraftwerke auswirkt.

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

Anhand der zuvor berechneten zonalen PTDFs kénnen nun die marktsensitiven CNECs bestimmt werden. Ein
CNEC gilt dann als marktsensitiv, wenn eine Verdnderung der Nettopositionen zu einer signifikanten Last-
flussinderung fihrt. Ein CNEC ist immer dann marktsensitiv, wenn es fiir die betrachtete Kombination aus
kritischem Netzelement und Ausfall (sowohl intern als auch grenziiberschreitend) mindestens eine Kombina-
tion von Gebotszonen gibt, deren Handelsinderung sich mit mindestens 5 % (t+1) bzw. 7,5 % (t+3) auf die Aus-
lastung des CNECs auswirkt (Zone-to-Zone PTDF = 5 % bzw. = 7,5 %).

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

Abschlieflend kann nun fiir jeden Netznutzungsfall die sogenannte Flow-Based Domain bestimmt werden.
Diese definiert durch die zonalen PTDFs und die RAM-Werte aller marktsensitiver CNECs den Lésungsraum
fir mogliche Kombinationen aus kommerziellen Austauschen (Handelsgeschéften) in der Flow-Based-Region.
In einem letzten Schritt fir die Bestimmung der endgiiltigen Flow-Based Domain miissen noch etwaige Lang-
fristkapazititen an einzelnen Gebotszonengrenzen Beriicksichtigung finden. Falls die bereits vergebenen
Langfristkapazitdten nicht durch die bestehende Domain gedeckt sind, wird die Domain entsprechend erwei-
tert.

Als Ergebnis kann nun eine Flow-Based Marktsimulation durchgefithrt werden, welche fiir Handelsaustau-
sche innerhalb der Flow-Based-Region die relevanten Netzrestriktionen in Form der Flow-Based-Domains
und an allen anderen Grenzen die zuvor parametrierten NTC-Werte berticksichtigt.

In der aktuellen Systemanalyse werden die Vorgaben des Clean Energy Packages zu Mindestkapazititen inso-
fern berticksichtigt, als sie zum Stand November 2022 die Entwicklungen in den einzelnen Mitgliedstaaten
bekannt waren. Fiir Deutschland wird der vorliegende Aktionsplan berticksichtigt. Fiir die initiale Marktsimu-
lation werden daher fiir den Zeithorizont (t+1) 50,5 % und (t+3) 70 % angesetzt.

In Bezug auf die bestehenden HGU-Verbindungen wurde fiir die initiale NTC-Marktsimulation folgende Me-
thodik angewandt: Im Jahreslauf werden 100 % der Kapazitit fiir den Handel zur Verfiigung gestellt, in der
Grenzsituation werden die Kapazititen auf den HGU auf 70 % beschrinkt. Die Kapazititen zwischen Deutsch-
land und Skandinavien werden in DE-Importrichtung weiter eingeschrinkt. Die Ermittlung der in dieser
Transaktionsrichtung freizugebenden Kapazititen erfolgt durch Interpolation zwischen einem Startwert und
dem Clean Energy Package (CEP)-Zielwert von 70 %. Damit ergibt sich fir Importe tiber Baltic Cable (DE-SE)
in (t+1) 60,5 % und in (t+3) 70 %. Fir NordLink (DE-NO) werden Importkapazititen von 46,7 % in (t+1) und

70 % in (t+3) berlicksichtigt. Kontek (DE-DKE) erfiillt bereits die Anforderungen des CEP, damit gelten fiir
beide Zeithorizonte in Importrichtung 70 %.

Die innerhalb der Flow-based Region befindliche HGU-Verbindung ALEGrO (DE-BE) besitzt keine eindeutig
entlastende oder belastende Wirkung. Daher wird sowohl in Ex- als auch in Importrichtung das Maximum aus
bereits zugesicherter Langfristhandelskapazitit (LTA) und minRAM angesetzt und die freizugebene Kapazitit
entsprechend begrenzt. Fiir die nachfolgende Parametrierung Flow-Based Kapazititsberechnung wird, wie
zuvor beschrieben, der deutsche Aktionsplan bertiicksichtigt. AuRerdem werden fiir die Niederlande, Oster-
reich, Ungarn und Polen Werte (fir t+1 und t+3) gemaf} den vorliegenden Aktionspléanen berticksichtigt.
Derogations anderer Mitgliedsstaaten werden aufgrund fehlender Informationen nicht abgebildet. In diesen
Fillen wird ein Wert von 70 % minRAM antizipiert.

1.3.6 Annahmen zur Netzlast

Die Netzlast setzt sich wie folgt zusammen:
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- Konventionelle Verbraucher (bspw. Industrie, Haushalte und GHD): Der jeweilige Lastverlauf resultiert

aus regional abhingigen Stromverbrauchszeitreihen.

+ Industriemehrverbrauch (neue (Grof3-)Verbraucher wie bspw. Rechenzentren): Der Lastverlauf ergibt

sich aus den jeweiligen Lastprofilen je Wirtschaftszweig.
+  Haushaltswarmepumpen: Ungesteuerte temperaturabhingige Lastprofilmodellierung

«  Elektromobilitit: Lastzeitreihenermittlung erfolgt unter Berticksichtigung des Fahrverhaltens und des
ungesteuerten Ladeverhaltens.

+  Heimbatteriespeicher: Das Einsatzprofil resultiert aus der Eigenbedarfsoptimierung der Haushalte.

- Power to Gas, Power to Heat und Grofibatteriespeicher: Das Einsatzprofil wird im Marktmodell in Ab-

hingigkeit des Strompreises ermittelt.

«  Netzverluste: Fiir die Verteilnetzverluste werden regionale Zeitreihenprofile unterstellt. Die Ubertra-

gungsnetzverluste sind ein Ergebnis der Netzberechnung.

Aus den Verlaufskurven wird der Jahreslastverlauf berechnet.

Zur Ermittlung der Hochstlast in der Grenzsituation werden die temperatur- und strompreisunabhingigen
Lastprofile auf ihr jeweiliges technologiespezifische Maximum skaliert, um die maximal mogliche Last in der
synthetischen Woche abzubilden. Daher werden die Lastzeitreihen der konventionellen Verbraucher, der
(neuen) GroRverbraucher und der Elektromobilitit skaliert. Lastzeitreihen wie die der Warmepumpen, die
temperaturabhingig sind, werden hingegen fiir den jeweiligen Netznutzungsfall aus dem Jahreslauf tiber-
nommen. Grund dafir ist, dass sehr niedrige Temperaturen - demzufolge sehr hohe Warmepumpennach-
frage - und Starkwind in der Regel nicht gemeinsam auftreten und somit eine Skalierung der Warmepum-
pennachfrage auf das Maximum wéahrend einer Starkwindphase ein unrealistisches Szenario abbilden wiirde.
Die Ubertragungsnetzverluste werden auch nicht auf ihr Maximum skaliert, da die Netzverluste fiir jeden
Netznutzungsfall Ergebnis der Netzberechnung sind.

Die ausldndischen Lastzeitreihen entstammen der Datenbasis von ENTSO-E, die diese nach einer neuen Me-
thodik konsistent flr alle Marktgebiete und die Szenariojahre 2024ff. auf Basis des Wetterjahres 2012 hergelei-
tet haben. Diese wurden im Rahmen des ERAA2021 seitens der Ubertragungsnetzbetreiber gepriift.

13.7 Redispatch 2.0

Seit dem 1. Oktober 2021 miissen Anlagen zur Erzeugung oder Speicherung von elektrischer Energie ein-
schlieflich von EE- und KWK-Anlagen mit einer Nennleistung von mindestens 100 kW oder einer jederzeiti-
gen Fernsteuerbarkeit durch einen Netzbetreiber als Redispatch-Potentiale mitberiicksichtigt werden. Zudem
sind abweichend zu der in § 13 Abs. 1 Satz 1 EnWG statuierten Einsatzreihenfolge bei strom- und spannungs-
bedingten Anpassungen der Wirkleistungserzeugung oder des Wirkleistungsbezugs von mehreren geeigneten
Mafinahmen nach § 13 Abs. 1 Satz 1 Nr. 2 und 3 EnWG die Maffnahmen auszuwéhlen, die voraussichtlich ins-
gesamt die geringsten Kosten verursachen. Dieses erweiterte und netzlibergreifend optimierte System wird als

4 GHD: Gewerbe, Handel, Dienstleistungen
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Redispatch 2.0 bezeichnet und wurde mit der Novelle des "Netzausbaubeschleunigungsgesetzes Ubertra-
gungsnetz" (NABEG 2.0), das am 17.05.2019 in Kraft getreten ist, beschlossen. Die in diesem Kontext veroffent-
lichten Festlegungen der Bundesnetzagentur® spezifizieren die gesetzlichen Vorgaben weiter. Besonders her-
vorzuheben ist in diesem Zusammenhang die Mindestfaktor-Festlegung vom 30. November 2020¢, mit der die
UNB unter anderem dazu verpflichtet wurden, die kalkulatorischen Preise i.S.v. § 13 Abs. 1a und 1c EnWG fiir
die Abregelung von EE-Strom und fiir das Hochregeln der Netzreserve jeweils mit Wirkung ab dem 1. Oktober
eines jeden Kalenderjahres zu bestimmen.” Die kalkulatorischen Preise sind jeweils zum 1. September eines
jeden Kalenderjahres zu veroffentlichen. Mit dem Gesetz zur Bereithaltung von Ersatzkraftwerken zur Redu-
zierung des Gasverbrauchs im Stromsektor im Fall einer drohenden Gasmangellage durch Anderungen des
Energiewirtschaftsgesetzes und weiterer energiewirtschaftlicher Vorschriften vom 8. Juli 2022 (GasVReG,
BGBI.IS. 1054 (Nr. 24)) ist jedoch § 13 Abs. 1b EnWG, der sich auf die kalkulatorischen Kosten fiir KWK-Anla-
gen bezog, aufgehoben worden. Die kalkulatorischen Kosten fiir EE betragen seit dem 1. Oktober 2022

667,89 €/MWh und diejenigen fiir die Netzreserve 385,88 €/MWh und sind bis zum 30.09.2023 giiltig.

In der Systemanalyse der Ubertragungsnetzbetreiber wurden die Anforderung des Redispatch 2.0 wie folgt
unterstellt: Fiir die Modellierung der Betrachtungszeitrdume t+1 und t+3 wurden die Strafkosten fiir die Abre-
gelung von EE-Anlagen gemaf der Mindestfaktorfestlegung der Bundesnetzagentur definiert. Dabei wurden
auch die kalkulatorischen Preise fiir EE-Strom, wiarmegekoppelten KWK-Strom und Netzreserve-Anlagen zu-
grunde gelegt.

Zudem wird das Redispatch-Potential ab einer Anlagengrofie von 10 MW gemif der Kraftwerkseinsatzpla-
nung (KWEP) fiir konventionelle Anlagen mit Ausnahme von KWK-Anlagen berticksichtigt. Selbiges gilt fiir
die Redispatch-Potentiale von Windkraft und PV-Anlagen ab einer Anlagengréfie von 100 kW.

Fir den Betrachtungszeitraum (t+1) werden keine Redispatch-Potentiale von konventionellen Anlagen sowie
KWK-Anlagen unter 10 MW, sowie von Biomasse-Anlagen sowie von Laufwasserkraftwerken unter 100 kW
berticksichtigt. Ursdchlich hierfiir sind technische Restriktionen bei der Datentibermittlung, sowie unsichere

Prognosegiite bzw. Datenqualitat.

Bei wiarmegefiihrten Kraftwerken wie KWK-Anlagen ist es auferdem nicht oder nur unter extrem schwieri-
gen Bedingungen maoglich zu prognostizieren, iber welche Senken die beim Redispatch-Einsatz ebenfalls er-
zeugte Warme abgefiihrt werden kann. Fiir den Betrachtungszeitraum (t+3) wird das Redispatchpotential fiir
konventionelle Anlagen und KWK -Anlagen mit Leistungen, die kleiner als 10 MW sind, im Rahmen des ver-
figbaren Leistungsbandes mit 5 % angenommen.

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

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

7 Aufrufbar unter: https://www.netztransparenz.de/EnWG/Redispatch/Kalkulatorische-Preise
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1.4 Marktsimulation

Wie zuvor beschrieben, wird auf Grundlage des Wetterjahres 2012 die stundenscharfe Erzeugungsleistung der
Erneuerbaren Energien Anlagen simuliert und darauf aufbauend die Residuallast ermittelt. Welche konventi-
onellen Erzeugungsanlagen zur Deckung der Residuallast zum Einsatz kommen, hangt mafigeblich von den
Einsatzkosten konventioneller Kraftwerke ab. Die Einsatzkosten entsprechen den variablen Stromerzeu-
gungskosten und umfassen u. a. Brennstoffkosten und Kosten fiir CO.-Zertifikate sowie flir Startvorgéinge.
Auf Basis der variablen Stromerzeugungskosten jedes einzelnen Kraftwerks ergibt sich die Einsatzreihenfolge
der Kraftwerke (,Merit Order“). Zudem werden technische Restriktionen der Kraftwerke, wie zum Beispiel die
Mindestleistung von Kraftwerksblocken oder Must-Run-Bedingungen (zum Beispiel zur Wiarmeerzeugung bei
KWK-Anlagen), berticksichtigt.

1.5 Netzanalysen

Fiir die Grenzsituation sowie alle Stunden des Jahreslaufs wird jeweils eine Lastflussberechnung durchgefiihrt
und untersucht, ob es im Héchstspannungsnetz zu Uberlastungen auf Leitungen und Transformatoren (inkl.
ausgewihlten Transformatoren ins 110 kV-Netz) kommt. Neben den Lastflussberechnungen fiir den Normal-
fall werden auch Ausfille einzelner Leitungen ((n-1)-Sicherheit) und in der Grenzsituation zusétzlich relevante
Mehrfachfehler (EC-Sicherheit) untersucht.

Treten Uberlastungen auf, werden Mafinahmen zur Herstellung eines sicheren Netzzustands® eingeleitet. In
der Grenzsituation wird zunichst geprift, ob Netzengpisse durch topologische Mafinahmen (wie z. B. Sonder-
schaltzustinde) beseitigt werden kénnen. Dieser Schritt wird ggfs. auch fiir ausgew#hlte Stunden des Jahres-
laufs durchgefiihrt, in denen ebenfalls ein sehr hoher Redispatchbedarf vorliegt.

Sollten diese MaRnahmen nicht ausreichen, modifizieren die Ubertragungsnetzbetreiber in den Netzanalysen
in einem iterativen Prozess sowohl die Stufung der Phasenschieber- und Schrigregeltransformatoren als auch
die Fahrweise von Erzeugungsanlagen. Dabei werden konventionelle Kraftwerke und Erneuerbare-Energiean-
lagen, die die identifizierten Netzengpisse belasten, in ihrer Erzeugung abgesenkt. Gleichzeitig werden kon-
ventionelle Kraftwerke, die eine netzentlastende Wirkung haben, hochgefahren. Dadurch wird die Leistungs-
einsenkung zur Einhaltung der Leistungsbilanz kompensiert.

Zur Behebung unzulissiger, grenzwertverletzender Betriebszustinde im Ubertragungsnetz werden nachei-
nander verschiedene Gruppen von Kraftwerken herangezogen. Zunichst wird die Erzeugungsleistung von
konventionellen Kraftwerken erhoht, die zwar am Markt anbieten, aber im konkreten Netznutzungsfall nicht
oder nicht vollstindig einspeisen. Zusitzlich werden hier Kraftwerke in Osterreich im Umfang von maximal
1,5 GW zum Redispatch eingesetzt, die aufgrund der deutsch-osterreichischen Redispatchkooperation gesi-
chert fir solche Einsitze zur Verfiigung stehen.

Verbleiben dann noch unzulissige, grenzwertverletzende Betriebszustinde im Ubertragungsnetz, werden Re-
dispatchmafinahmen mit bereits kontrahierten und potentiellen deutschen Netzreserveanlagen, sowie Kapa-
zititsreserveanlagen durchgefiihrt. Sollten diese ebenfalls nicht ausreichen, um die Netzengpéisse zu beheben,
wird Redispatch mit weiteren Kraftwerken im Ausland durchgefiihrt, bis sich in der Lastflussrechnung ein

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

zuldssigen Spannungsbereiche eingehalten werden.
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zulissiger, (n-1)- bzw. EC-sicherer Systemzustand einstellt. Die konkrete Auswahl der jeweils zum Redispatch
herangezogenen einzelnen Kraftwerke erfolgt anhand von Effizienzkriterien, d. h. je kosteneffizienter ein
Kraftwerk einen Engpass entlastet, desto eher kommt es beim Redispatch zum Einsatz.

Die Summe aus dem Netzreservebedarf aus auslandischen Kraftwerken und der Leistung der kontrahierten
und potentiellen deutschen Netzreservekraftwerke ergibt den Netzreservebedarf jeder Stunde.

1.6 In den Systemanalysen beriicksichtigte Risiken

Die Reservebedarfsermittlung beruht auf einer fiir das Netz kritischen, in der Kombination nicht wahrschein-
lichen, aber eben nicht auszuschlief}enden Kombination potentieller Szenarien. Sie kann keine exakte Vorher-
sage der tatsdchlich eintretenden Verhiltnisse sein. Um trotz Prognoseunsicherheiten den Netzreservebedarf
ausreichend zu dimensionieren, werden - insbesondere bei den Eingangsparametern —konservative Annah-
men getroffen.

Die im Rahmen der Systemanalyse berticksichtigten Faktoren werden nachfolgend dargestellt:

Starkwind: In den beiden Betrachtungszeitraiumen werden ausgewihlte, netztechnisch potentiell kritische
Wettersituationen betrachtet. Hierzu zidhlen erfahrungsgemaéf insbesondere Starkwindphasen. Diese haben
sich in den vorangegangenen Systemanalysen und in der betrieblichen Praxis der Ubertragungsnetzbetreiber
als besonders kritisch herausgestellt und werden auch in diesen Systemanalysen in den Grenzsituationen ab-
gebildet. Das Ausmaf der kritischen Wettersituationen wurde noch verschirft, indem angenommen wurde,
dass in Starkwindphasen eine Windenergieeinspeisung in Héhe der maximalen Windenergieeinspeisung der
letzten Jahre? eintritt.

Starklast: Es wird des Weiteren angenommen, dass wihrend einer Starkwindphase hohe Lasten in Deutsch-
land und dem angrenzenden Ausland auftreten. Die so konstruierte Grenzsituation ist charakterisiert von
(maximaler Windenergieeinspeisung, wenig bis keine PV-Einspeisung und sehr hohe Lasten. So werden realis-
tische Ausprigungen von Last und Erneuerbarer Einspeisung abgebildet, die die Ubertragungsnetzbetreiber
aus der betrieblichen Praxis kennen.

Import-Situation: Fur beide Betrachtungszeitraume wird zusétzlich eine Importsituation (,Dunkelflaute®)
betrachtet. Hierbei werden die Handelskapazitiaten nicht eingeschriankt, um im Modell maximalen Import
zuzulassen und somit bewusst auch moglicherweise netzkritische Importsituationen zu simulieren. Auf3er-
dem wird fiir die Parametrierung dieser Situation die Nichtverfiigbarkeit der konventionellen Kraftwerke in
Deutschland erhoht, sowie eine sehr niedrige Einspeisung aus Erneuerbaren Energien bei gleichzeitig hoher
Last unterstellt. Die resultierende Netzsituation hat sich als nicht netzreservebedarfsdimensionierend heraus-
gestellt. Sie ist beherrschbar.

Nichtverfiigbarkeiten der Marktkraftwerke: Des Weiteren wird das Risiko von Kraftwerksnichtverfiigbarkei-
ten bei der Bestimmung des Netzreservebedarfs berticksichtigt. Die Nichtverfiigbarkeit von Kraftwerken im
stidlichen Teil Deutschlands (zum Beispiel aufgrund von Ausfillen oder Revisionen) stellt ein Risiko fiir eine
sichere Stromversorgung dar. Daher unterstellen die Ubertragungsnetzbetreiber, dass in der Grenzsituation

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

Windleistung hochskaliert, die fiir die zwei Betrachtungszeitraume prognostiziert wird.
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eine groflere Anzahl von Marktkraftwerken im Stiden Deutschlands nicht verfiigbar ist, wihrend im Norden
eine hohe Verfligbarkeit angenommen wird. Hierdurch wird sichergestellt, dass auch im Falle einer gréfReren
Anzahl von gleichzeitigen Revisionen oder Ausfillen der Netzreservebedarf in ausreichendem Umfang be-
stimmt wird. Um das potentielle Risiko eingeschrinkter Verfiigbarkeit steinkohlebefeuerter Marktkraftwerke
infolge von Logistikengpéssen, etwa aufgrund von Niedrigwasser, in den Systemanalysen zu beriicksichtigen,
erfolgt zusitzlich eine pro-rata Reduktion der Verfligbarkeit der siddeutschen Anlagen um einen festen Pro-

zentwert.

Nichtverfiigbarkeiten der Netzreservekraftwerke: Zunichst wird die Grenzsituation unter der Annahme be-
rechnet, dass die Netzreservekraftwerke vollstdndig verfiigbar sind.

Allerdings hat die Erfahrung gezeigt, dass die Annahme einer vollstindigen Verfiigbarkeit simtlicher Netzre-
servekraftwerke wihrend des gesamten Zeitraums, in dem die Netzreserve zur Verfiigung stehen muss, nicht
immer der Realitét entspricht. Typischerweise werden in der Netzreserve Kraftwerke dlterer Bauart vorgehal-
ten, deren Stilllegung seitens der Betreiber beabsichtigt wurde. Insbesondere bei diesen teilweise tiber fiinfzig
Jahre alten Kraftwerken treten zustandsbedingt immer wieder technische Méngel auf, die erst durch eine Re-
paratur wieder beseitigt werden kénnen. Zudem bestehen Risiken, wie etwa Schwierigkeiten der Kohleversor-
gung von Kraftwerksstandorten bei Niedrigwasser, die auch zu Nichtverfiigbarkeiten von Netzreserveanlagen
fiihren kénnen. Vor diesem Hintergrund haben die Ubertragungsnetzbetreiber einige Varianten definiert, in
denen Netzreserveanlagen aus unterschiedlichen Griinden als nicht verfiigbar unterstellt werden und berech-

net, wie sich diese verschiedenen Annahmen in der Grenzsituation auf den Netzreservebedarf auswirken.

In einer Variante unterstellen die Ubertragungsnetzbetreiber, dass in der Grenzsituation jeweils eine Anlage
aus dem Netzreservepark nicht verfiigbar ist, wiahrend alle anderen Netzreserveanlagen mit ihrer vollstandi-
gen Leistung zum Redispatch herangezogen werden. Diese Betrachtung erfolgt in Bezug auf jedes Netzreser-
vekraftwerk. Im Hinblick auf die Bedarfsfeststellung ist wichtig, welches als nicht verfiigbar unterstellte Netz-
reservekraftwerk den hochsten Bedarf an Kraftwerksleistung aus dem Ausland hervorruft.

Zusitzlich berechnen die Ubertragungsnetzbetreiber die Grenzsituation unter der Pramisse, dass die Verfiig-
barkeit der Netzreservekraftwerke um einen pauschalen Wert von 22,2 % pro-rata eingeschrinkt ist.

Eine weitere Variante betont das Risiko von Nichtverfiigbarkeiten infolge von Niedrigwasser und hierdurch
verursachten Einschriankungen bei der Steinkohlebelieferung: die Ubertragungsnetzbetreiber unterstellen,
dass die mit Steinkohle befeuerten Netzreservekraftwerke in Baden-Wiirttemberg vollstindig nicht verfiigbar
sind. Hierbei handelt es sich um die Anlagen Altbach HKW 1 (433 MW), Heilbronn 5 und Heilbronn 6 (jeweils
125 MW), GKM 7 (425 MW), sowie Walheim 1 und Walheim 2 (96 MW, 148 MW), d.h. in Summe 1.352 MW.

Das Risiko von Einschrinkungen bei der Kohleversorgung wird in einem weiteren Nichtverfiigbarkeits-Sze-
nario abgebildet werden - allerdings ausschlief}lich in Bezug auf die Grenzsituation des Betrachtungszeit-
raums 2025/2026. Hier treffen die Ubertragungsnetzbetreiber die Annahme, dass simtliche Netzreserveanla-
gen im Saarland in der Grenzsituation nicht zur Verfiigung stehen. Mit dieser Annahme wird dem Risiko von
Brennstofflogistikproblemen, insbesondere beim Transport der Steinkohle per Zug ins Saarland, Rechnung
getragen. Es handelt sich hierbei um die Anlagen Bexbach (726 MW), Weiher C (656 MW), sowie MKV

(179 MW), mit insgesamt 1561 MW, die im Betrachtungszeitraum 2023/2024 aufgrund des Ersatzkraftwerke-
bereithaltungsgesetzes dem Erzeugungsmarkt zur Verfligung stehen.
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In einer anderen Variante wird unterstellt, dass die Netzreserveanlagen Walheim, Block 1 und Block 2

(96 MW, 148 MW), Marbach GT 2 und DT 3 (77,4 MW und 262 MW) sowie Irsching Block 3 (415 MW), also ins-
gesamt 998 MW, in der Grenzsituation nicht verfiigbar sind. Hinsichtlich Irsching Block 3 sowie Marbach GT 2
und DT 3 begriinden sich die Annahmen zur Nichtverfligbarkeit damit, dass die immissionsschutzrechtlichen
Genehmigungen dieser Anlagen mit Ablauf des 31.12.2023 entfallen und aktuell noch keine Anhaltspunkte
vorliegen, dass die entfallende Genehmigung durch eine neue Genehmigung ersetzt oder eine andere Alterna-
tive gefunden wird, die den Weiterbetrieb ermé&glicht. Damit miissten die Anlagen aus rechtlichen Griinden
aus der Netzreserve ausscheiden.

Hinsichtlich der Anlagen am Standort Walheim hat die Betreiberin angegeben, dass angesichts von Personal-
engpassen ((Frith-) Verrentung von erfahrenem Personal, keine verfiigbaren Nachwuchskrifte) damit gerech-
net werden miisse, dass die Anlagenbetreiberin eine fehlende Verfiigbarkeit der Anlage melden werde. Unge-
achtet einer Bewertung dieser Umstidnde, ist es verniinftig zu untersuchen, welche Folgen dies fiir den Bedarf
an Netzreserve hitte.

1.7 Vorgehen bei der Priifung der Systemanalysen

Die Bundesnetzagentur hat die Eingangsparameter und die von den Ubertragungsnetzbetreibern angewandte
Methodik plausibilisiert sowie die Modellierungsergebnisse von Netz- und Redispatchberechnungen gepriift.

Die Bundesnetzagentur priift zunichst, in wie weit die vorher abgestimmten Eingangsparameter in den Simu-
lationen abgebildet werden. Anschlieffend werden die Marktergebnisse von der Bundesnetzagentur auf Plau-
sibilitat hinsichtlich Handelsfliissen, Kraftwerkseinsatz, Grenzkosten und weiterer Variablen gepriift.

Aus den Ergebnissen der Marktsimulation werden die Eingangsdaten, wie z. B. der Kraftwerks- oder Speicher-
einsatz, fir die Netzberechnungen gewonnen. In den Netzberechnungen werden die Auslastungen aller Net-
zelemente im Grundlastfluss sowie im (n-1)-Fall (einschlieRlich sehr selten vorkommender Ausfille von Netz-
betriebsmitteln, bei denen in erheblichem Umfang Netzkapazititen wegfallen) ermittelt. Auftretende Uberlas-
tungen konnen im Modell durch topologische Mafnahmen oder den Einsatz von effizienten Redispatchmaf-
nahmen behoben werden. Die Netz- und Redispatchberechnungen werden fiir die synthetische Woche sowie
flr den Jahreslauf durchgefiihrt, sodass im Anschluss der Redispatchbedarf anhand der héchsten eingesetzten
Redispatchmengen aus Netzreservekraftwerken ermittelt werden kann. Hierbei ist anzumerken, dass auf-
grund der Vermaschung des Netzes eine Zuordnung von Mafdnahmen auf einzelne engpassbehaftete Netzele-
mente nicht moglich ist.

2 Redispatchbedarf und dessen Deckung

Fiir die Bestimmung des Redispatchbedarfs wird zunadchst betrachtet, ob dieser durch am Markt agierende
Kraftwerk gedeckt werden kann. Deren Betreiber sind nach §§ 13 Abs. 1 S. 1und 13a Abs. 1 EnWG verpflichtet,
ihre Einspeisung auf Verlangen der Ubertragungsnetzbetreiber anzupassen. Ist dieses Potential nicht ausrei-
chend, besteht dem Grunde nach ein Bedarf an Bereitstellung dieser Leistung durch Kraftwerke der Netzre-
serve. In der betrieblichen Praxis der Ubertragungsnetzbetreiber kommen zwar mitunter auch andere, kurz-
fristigere Manahmen zur Bedarfsdeckung wie etwa Countertrading in Betracht. Solche kurzfristig im Day-
Ahead- oder Intraday-Markt verfiigbaren Potenziale werden bei der Modellierung jedoch nicht bertcksichtigt,
da sich diese weder fiir den Jahreslauf noch in der Voraussicht auf eine konkrete Einzelsituation als gesichert

unterstellen lassen.
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§ 13d EnWG und die NetzResV sehen im Grundsatz zwei verschiedene Moglichkeiten vor, um den Netzreser-
vebedarf zu decken: Die freie Kontrahierung von Anlagen im Inland oder européischen Ausland als Netzreser-
vekraftwerke oder die Aufnahme von im Inland vorlaufig oder endgiiltig stillzulegenden Anlagen {iber das
Regime von § 13b Abs. 4 und 5 EnWG, deren Systemrelevanzausweisung durch die Ubertragungsnetzbetreiber
von der Bundesnetzagentur bestitigt wurde, sodass diesen Anlagen die Stilllegung verboten ist. Allerdings be-
stimmt § 13d Abs. 3 EnWG auch fiir die zuletzt genannten Anlagen, dass die Bildung und der Einsatz unbe-
schadet der gesetzlichen Verpflichtung aus § 13b Abs. 4 oder 5 EnWG auf Grundlage des Abschlusses von Ver-
tragen zwischen Ubertragungsnetzbetreibern und Anlagenbetreibern in Abstimmung mit der Bundesnetza-
gentur nach MafRgabe der Bestimmungen der NetzResV erfolgt.

Die Voraussetzungen fiir den Abschluss eines Vertrages mit dem Betreiber eines Kraftwerks im Inland oder
europdischen Ausland samt der Schweiz sind in § 5 NetzResV geregelt. Danach darf der Abschluss eines Ver-
trages mit einer inldndischen Anlage insbesondere nur dann erfolgen, wenn das entsprechende Kraftwerk ma-
teriell systemrelevant ist und der Betreiber sich verpflichtet, die Anlage bis zur endgiiltigen Stilllegung nicht
mehr am Energiemarkt einzusetzen. Weiterhin setzt der Vertragsschluss mit den Betreibern ausldndischer
Kraftwerke fiir die Netzreserve nach § 5 Abs. 3 NetzResV voraus, dass die auslandische Kraftwerksleistung als
Reserve zur Losung der ermittelten Netzsicherheitsprobleme in Deutschland beitriagt und die Bindung fiir den
erforderlichen Zeitraum gesichert ist. Zudem ist eine Abstimmung mit den zustindigen ausldndischen Behor-
den vorzusehen, damit keine Einwéinde im Hinblick auf die Kontrahierung der Anlage bestehen (z. B. aus

Grinden der Netzsicherheit im eigenen Land).

3 Netzreserve 2023/2024

Nach der Vorstellung der Methodik zur Ermittlung der Hohe der Netzreserve werden im Folgenden die spezi-
fischen Eingangsgroflen sowie die ermittelte Netzreserve fiir den Winter 2023/2024 erlautert. Auch erfolgt
eine Darstellung, wie der ermittelte Netzreservebedarf gedeckt werden kann.

3.1 EingangsgroRen der Systemanalysen fiir 2023/2024

In der Systemanalyse wird eine Starkwind/Starklast-Situation mit dem Ziel untersucht, den zur Ermittlung
des Netzreservebedarfs dimensionierenden Netznutzungsfall, die sog. Grenzsituation, zu identifizieren (vgl.
Abschnitt C1.2). Die Eingangsparameter, die der Systemanalyse flir 2023/2024 in diesem Netznutzungsfall zu-

grunde liegen, werden im Folgenden beschrieben.

3.1.1 Annahmen zur Netzlast

Das Verfahren, mit dem die Last in der Grenzsituation bestimmt wird, ist in Abschnitt C1.3.6 beschrieben.

In der synthetischen Woche tritt die Hochstlast im NNF 210 auf. Sie betrigt 89,7 GW (ohne Ubertragungsnetz-
verluste). Die Hochstlast setzt sich aus der Nachfrage konventioneller Stromanwendungen, Verlusten in den
Verteilnetzen, sowie GrofRverbrauchern, Haushaltswiarmepumpen und Elektromobilitit zusammen.

Die Lastannahmen fiir das européische Ausland basieren auf Datenmeldungen der auslindischen Ubertra-
gungsnetzbetreiber im Rahmen des ERAA 2022. Entsprechend der neuen Methodik werden die Lastzeitreihen
je Land in der synthetischen Woche auf das Maximum der Wintermonate im Zeitraum November bis Februar
skaliert. In Tabelle 2 sind die ldinderscharfen Werte der Hochstlasten in der modellierten synthetischen Woche

aufgelistet.
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Lastannahmen im europadischen Ausland

Héchstlast [GW]
Belgien 14,4
Danemark - Ost 3,0
Ddnemark - West 4,7
Finnland 15,3
Frankreich 102,4
GroRbritannien 51,8
Irland 5,9
Italien 59,8
Luxemburg 1,1
Niederlande 19,0
Nordirland 1,6
Norwegen 28,2
Osterreich 12,7
Polen 26,2
Portugal 8,5
Schweden 25,2
Schweiz 13,6
Slowakei 43
Slowenien 2,3
Spanien 46,2
Tschechien 11,3
Ungarn 7,5

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 2: Hochstlasten des europaischen Auslands in der synthetischen Woche fiir das Jahr 2023/2024

3.1.2 Konventioneller Kraftwerkspark

In den Systemanalysen der Ubertragungsnetzbetreiber wird ein entsprechend parametrierter Kraftwerkspark
zu Grunde gelegt. Als relevante Kraftwerksparameter werden hierbei die technische Kraftwerksparameter,
Angaben zum Standort, (Nicht-)Verfiigbarkeiten, Betriebsmodi und Betriebszeitriume berticksichtigt.

Fir den Winter 2023/2024 summiert sich der angenommene Kraftwerkspark Deutschlands (In- und Ausland)
von im Markt befindlichen Kraftwerken ab einer Einspeiseleistung von 10 MW auf insgesamt 76,5 GW, siehe
Tabelle 3. Neben dem gesamten Regelblock Deutschlands werden auch Teile der dsterreichischen und luxem-

burgischen (Wasser-)Kraftwerke mit Einspeisung in die deutsche Regelzone berticksichtigt.
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Kraftwerkspark Deutschland im Winter 2023/2024

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

Steinkohle 8.949 7.234 16.183
Erdgas 18.457 8.493 26.950
Braunkohle 16.316 0 16.316
Pumpspeicher und

Speicherwasser 3.934 6.594 10.528
Sonstige 374 175 549
Kuppelgas 1.941 85 2.026
Mineraldlprodukte 1.492 450 1.942
Abfall 1.339 651 1.990
Summe im Markt 52.802 23.682 76.484

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 3: Kraftwerkspark Deutschland (inkl. Grenzkraftwerke in AT und LU) fiir den Betrachtungszeitraum
2023/2024

3.13 Erneuerbare-Energie-Anlagen
Die in den Systemanalysen zugrunde gelegten installierten Leistungen an Erneuerbare-Energie-Anlagen fiir

den Winter 2023/2024 werden in Tabelle 4 beschrieben.

Installierte Leistungen Erneuerbare-Energie-Anlagen 2023/2024

Wind an Land Wind auf See PV Biomasse Wasserkraft Sonstige Summe

61,5 GW 8,7 GW 72,5 GW 8,4 GW 3,9GW 0,4 GW 155,4 GW

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 4: Annahmen zur installierten Leistung aus Erneuerbare-Energie-Anlagen im Winter 2023/2024

3.14 Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten

In der Marktsimulation wird berticksichtigt, dass ein Teil der Kraftwerke aufgrund von Revisionen oder tech-
nischen Defekten nicht verfiigbar ist. Hierzu werden kritische Kombinationen von Kraftwerksnichtverfiigbar-
keiten auf Basis einer statistischen Auswertung der Daten aus der VGB-Statistik (2011-2020)!* und weiteren
Auswertungen auf Basis historischer Daten ermittelt. Das Verfahren zur Bestimmung dieser Kombinationen
unter Berticksichtigung unterschiedlicher Ausfallwahrscheinlichkeiten je nach verwendetem Brennstoff wird
in Abschnitt C1.3.4 beschrieben.

10 Dabei Erfassung des gesamten Regelblocks Deutschlands, d. h. Beriicksichtigung von Teilen der dsterreichischen und luxemburgischen
Wasserkraftwerke mit Einspeisung in die Regelzone Deutschland.

1 ygl. Verfiigbarkeit von Kraftwerken 2011-2020, Ausgabe 2021, https://www.vgb.org/shop/tw103v-ebook.html
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In der Systemanalyse wird fiir das Winterhalbjahr 2023/2024 in der bedarfsdimensionierenden Grenzsituation
Starkwind/Starklast angenommen, dass 3,9 GW an Kraftwerksleistung in der Region Siid, 1,5 GW in Oster-
reich und 3,4 GW in der Region Nord nicht verfligbar sind. Auf Basis der in den Regionen installierten Leis-
tungen entspricht dies einem 5 %-Quantil in der Region Nord und einem 95 %-Quantil in der Region Siid und

in Osterreich.

Die Gesamtmenge an nicht verfiigbarer Kraftwerksleistung in den beiden Regionen wird anhand der einzel-
nen Primérenergietypen (Braunkohle, Steinkohle, Erdgas, Mineraldlprodukte, Abfall, Sonstige und Pumpspei-

cher) auf die einzelnen Kraftwerksblocke verteilt.

3.1.5 Ubertragungsnetz

Die Annahmen zum Ubertragungsnetz sind wichtige Eingangsparameter fiir die Netzanalysen. Uber das Be-
standsnetz (Stand 2022) hinaus sind fir 2023 weitere Inbetriebnahmen von Leitungen und Anlagen geplant.
MafRnahmen, die mit grofier Wahrscheinlichkeit bis 30.09.2023 in Betrieb genommen werden sollen, werden

fur den Betrachtungszeitraum (t+1) berticksichtigt.

Die Erweiterung und Ertiichtigung der bestehenden Netzinfrastruktur bedingt die temporare Nichtverfligbar-
keit anderer Betriebsmittel. Im Rahmen der sogenannten Freischaltplanung koordinieren die Netzbetreiber
langere Nichtverfiigbarkeiten von Netzelementen aufgrund von Wartungsarbeiten an Kraftwerken, Leitungen
und Umspannanlagen im Voraus. Unter Berticksichtigung dieser Planung fiir die Systemanalyse und somit
unter Berticksichtigung dieser geplanten, langerfristigen Nichtverfiigbarkeiten erhoht sich der Bedarf an Re-
dispatchleistung.

3.1.6 Kostenkomponenten

Um die Einsatzreihenfolge der Kraftwerke in der Marktsimulation bestimmen zu kénnen, miissen die Brenn-
stoff- und CO2-Preise prognostiziert werden. Um die Entwicklungen an den Energiemérkten fiir die System-
analysen abzubilden, werden fiir Steinkohle, Erdgas, Mineral6l und CO»-Zertifikatspreise die Future-Nominie-
rungen fiir den Betrachtungszeitraum (t+1) angenommen. Fiir die Preise von Braunkohle und Kernbrennstoff

werden eigene Annahmen getroffen.

Daraus resultieren die in Tabelle 5 dargestellten Preise (Stichtag 17.10.2022).

Brennstoffpreise 2023/2024 (17.10.2022)

Rohol Erdgas Steinkohle Braunkohle Kernbrennstoff CO,-Preise
[€/MWhg] [€/MWhg] [€/MWhg] [€/MWhy] [€/MWhg] [€/t_CO,]
51,84 151,53 36,26 3,00 1,36 71,21

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 5: Brennstoffpreise 2023/2024 zum 17.10.2022

Bei einem niedrigeren Erdgaspreis wiirden Erdgaskraftwerke in der Merit-Order nach vorne riicken und teil-
weise Braun- und Steinkohleanlagen verdrangen. Die Auswirkungen auf den Bedarf an Netzreservekraftwer-

ken wurden nicht untersucht.
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3.2 Identifikation der Grenzsituation 2023/2024

Wie in Abschnitt C1.2 beschrieben, ist die Grenzsituation jener NNF der synthetischen Woche, in dem die
Netzreservekraftwerke den hochsten Einsatz aufweisen. Die Stunde mit dem hochsten Netzreserveeinsatz im
Betrachtungszeitraum 2023/2024 ist der NNF 282 (vgl. Abbildung 3). Diese Stunde ist geprigt von hoher inlin-
discher Erzeugung im Norden und starken Importen aus Skandinavien bei gleichzeitig hoher Nachfrage in
Stiddeutschland und starkem Export in stidliche und westliche Nachbarlander.

Abbildung 3 Identifikation der Grenzsituation im Zeitraum (t+1) (Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber)

33 Ergebnisse der Marktsimulation 2023/2024

Eingang in die Marktsimulation finden Annahmen zum CO.-Preis (71,21 €/tcoz) sowie zu Brennstoffpreisen.
Der hier angenommene Brennstoffpreis fiir Erdgas in Héhe von 151,53 €/MWh fiihrt zu einem insgesamt ho-
hen Grenzkostenniveau sowie dazu, dass giinstigere aber auch CO»-intensivere Erzeugungstechnologien, etwa
Stein- und Braunkohlekraftwerke weiter vorne in der Einsatzreihenfolge, der sog. ,Merit Order*, stehen und
eher eingesetzt werden. In Abbildung 4 ist die Einsatzreihenfolge flir den Betrachtungszeitraum 2023/2024
dargestellt.
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Abbildung 4 Merit Order fiir den Betrachtungszeitraum 2023/2024 (Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber)

Die europaweite Marktsimulation zeigt, dass Deutschland im NNF 282 Nettoexporteur ist. Der Import
Deutschlands aus Skandinavien fillt mit Exporten nach Polen, Tschechien, Osterreich, Frankreich, BeNeLux
und in die Schweiz zusammen. Insbesondere besteht ein hoher Importbedarf in Frankreich. Ursédchlich hier-
far ist die hohe Stromnachfrage bei gleichzeitig angenommener, reduzierter Verfligbarkeit der franzosischen
Kernkraftwerke. In diesem Netznutzungsfall stellt sich daher in Deutschland ein positiver Handelssaldo von
ca. 12 GW ein. Insbesondere die hohen Exporte nach Siiden bzw. Stid-Westen wirken netzbelastend. In Abbil-
dung 5 ist die Handelsflusssituation fiir diesen Netznutzungsfall dargestellt.
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Abbildung 5 Handelsflisse und Handelssaldo in [GW] im NNF 282 im Betrachtungszeitraum 2023/2024
(Quelle Ubertragungsnetzbetreiber)

34 Netzanalysen 2023/2024

Auf Basis der in Abschnitt C3.3 dargestellten Ergebnisse der Marktsimulation erfolgen Lastflussrechnungen.
Berechnet wird, ob das aus der Marktsimulation resultierende Handelsergebnis engpassfrei transportiert wer-
den kann oder ob priventive Maffnahmen eingesetzt werden miissen, um Uberlastungen von Netzelementen

zu vermeiden.

3.4.1 Leistungsfluss vor Lastflussoptimierung

Die Lastflussrechnung fiir die bedarfsdimensionierende Stunde zeigt zahlreiche Netzengpésse. Die Transport-
kapazititen des Netzes reichen nicht aus, um die Energie engpassfrei zu transportieren. Die im Norden und
Nordosten erzeugte Leistung kann bspw. nicht vollstdndig in die Lastzentren in Siiddeutschland sowie in das
angrenzende Ausland transportiert werden. Zahlreiche Leitungen, insbesondere in Nord-Siid Richtung, sind
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vor Gegenmafinahmen stark ausgelastet. Abbildung 6 stellt die Stromkreisauslastung im Fall des Auftritts sys-
temrelevanter Ein- und Mehrfachfehler dar. Auslastungen oberhalb von 100 % werden - wie in Abschnitt C1.2
beschrieben - durch priaventive Mafinahmen reduziert.
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Abbildung 6 Leitungsauslastungen in Prozent fiir 2023/2024 vor Gegenmafnahmen im Netznutzungsfall 282
(Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber)

34.2 Ergebnisse der Lastflussoptimierung der Systemanalysen

Um Uberlastungen zu vermeiden, werden zunichst netzbezogene Mafinahmen zur Senkung des Redis-
patchbedarfs identifiziert. Zu diesem Zweck werden topologische Schaltungen im Ubertragungsnetz vorge-
nommen, die zu einer Entlastung von hoch ausgelasteten Leitungen und Sammelschienen fithren. Jedoch
miissen die netzbezogenen Mafnahmen zur Gewihrleistung eines sicheren Systembetriebs durch Redispatch
mit konventionellen Kraftwerken sowie der Abregelung von Windenergieanlagen erginzt werden.

Den Berechnungen der Ubertragungsnetzbetreiber zufolge muss sowohl auf das Redispatchpotential von den
am Markt befindlichen Erzeugungsanlagen als auch auf die Leistung zusitzlicher Netzreservekraftwerke zu-
riickgegriffen werden, um Uberlastungen zu vermeiden. Hierzu stehen die aktuellen Netzreservekraftwerke
mit einer installierten Leistung von 4.634 MW zur Verfiigung.

Wie in Abschnitt C1.2 beschrieben, kénnen auch die besonderen netztechnischen Betriebsmittel nachrangig

zu den Netzreservekraftwerken zur Engpassbehebung eingesetzt werden. In der Berechnung der Systemana-
lyse haben die Ubertragungsnetzbetreiber die vier bnBm im Zeitraum (t+1) zunichst als in Betrieb unterstellt.
Im Verlauf der Priifung der Systemanalyse stellte sich jedoch heraus, dass sich die Inbetriebnahme des bnBm
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am Standort Marbach verzogert. Diese Anlage steht im Zeitraum 2023/24 tiberwiegend nicht zur Verfiigung.
Die Ubertragungsnetzbetreiber haben daraufhin die Grenzsituation der Szenarien ,Vollstindige Verfiigbarkeit
aller Netzreservekraftwerke®, ,Nichtverfligbarkeit der mit Steinkohle befeuerten Netzreservekraftwerke in
Baden-Wiirttemberg" sowie ,,Grenzfille (t+1)“ erneut berechnet, um jeweils den Netzreservebedarf zu ermit-
teln, der ohne Verfiigbarkeit des bnBm am Standort Marbach besteht.

Nachfolgend werden die Ergebnisse der berechneten Grenzsituationen geméif: der in Abschnitt C1.2 erlduter-

ten Berechnungsmethodik dargestellt.

3.4.2.1 Szenario: Vollstandige Verfiigbarkeit aller Netzreservekraftwerke

Zunichst wird die Grenzsituation unter der Annahme berechnet, dass alle Netzreservekraftwerke vollstindig
verfiligbar sind. Im Jahreslauf kommen alle Netzreservekraftwerke, die sich aktuell in der Netzreserve befin-
den zum Einsatz. In der Grenzsituation werden alle zur Verfiigung stehenden Netzreservekraftwerke einge-
setzt. Zudem wird Hochfahrleistung in Héhe von 1.117 MW aus dem Ausland benotigt.

Die netzbezogenen GegenmafRnahmen sowie der Redispatch mit Markt- und Netzreserveanlagen senkt die
Auslastung des Netzes in den zulédssigen Bereich, wie in Abbildung 7 dargestellt ist.
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Abbildung 7 Leitungsauslastungen in Prozent fiir 2023/2024 nach Gegenmafinahmen im Netznutzungsfall
282 (Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber)
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Zusitzlich haben die Ubertragungsnetzbetreiber die in C1.6 dargestellten Nichtverfiigbarkeitsszenarien be-
rechnet. Alle Szenarien weisen fiir den NNF 282 neben dem Bedarf an inldndischer Netzreserve auch einen
Bedarf an Redispatchleistung im Ausland auf. Die Ergebnisse dieser Szenarien werden nachfolgend dargestellt.

3.4.2.2 Szenario: Nichtverfiigbarkeit je eines Netzreservekraftwerks

Die Auswirkung, die die Nichtverfiigbarkeit eines jeden Kraftwerks auf die eingesetzten Netzreservekraft-
werke sowie auf den Bedarf an ausldndischer Redispatchleistung hat, wird mithilfe von Einzelrechnungen der
Grenzsituation untersucht. Diese Untersuchungen zeigen, wie sich die Nichtverfiigbarkeit eines beliebigen
Netzreservekraftwerks auf die Héhe der aus dem Ausland erforderlichen Redispatchleistung auswirkt. Bei
Nichtverfiigbarkeit des Kraftwerks Staudinger 4 tritt in diesem Szenario der geringste Bedarf an zusitzlicher
Leistung aus dem Ausland auf (966 MW). Im Fall der Nichtverfiigbarkeit des Kraftwerks KMW 2 wird der zu-
sétzlich im Ausland erforderliche Redispatchbedarf maximal (1.256 MW).%2

Dass trotz der Nichtverfligbarkeit des Kraftwerks Staudinger 4 der Bedarf an ausldndischer Redispatchleistung
geringer ist als bei vollstindiger Verfligbarkeit aller Netzreservekraftwerke, ist darauf zurtickzufiihren, dass
bei Nichtverfiigbarkeit von Staudinger 4 andere inlindische Netzreservekraftwerke mit hoherer Leistung ein-
gesetzt werden, die engpasssensitiver wirken. Der Bedarf an zuséitzlich aus dem Ausland erforderlicher Redis-

patchleistung ist dadurch geringer.

3.4.2.3 Szenario: auf 77 % reduzierte Verfiigbarkeit der Netzreservekraftwerke

Um mogliche Einschrankungen hinsichtlich der Verfiigbarkeit der Netzreserveanlagen in der Modellierung zu
berticksichtigen, wurde die Grenzsituation unter der Annahme erneut berechnet, dass die Netzreservekraft-
werke lediglich zu 77 % verfiigbar sind. In der Folge werden mit Ausnahme des Kraftwerks Irsching 3 alle
Netzreservekraftwerke eingesetzt, insgesamt mit einer Leistung von 3.116 MW. Zusétzlich erhoht sich der Be-
darf an Redispatchleistung aus dem Ausland geringfiigig auf 1.119 MW gegeniiber der Variante, die von einer
vollstindigen Verfiigbarkeit der Leistung aller Netzreserveanlagen ausgeht.'

3.4.2.4 Szenario: Nichtverfiigbarkeit der mit Steinkohle befeuerten Netzreservekraftwerke in Baden-Wiirt-
temberg
Unter der Annahme, dass die mit Steinkohle befeuerten Netzreservekraftwerke Altbach HKW 1, GKM 7, Heil-
bronn 5 und 6, sowie Walheim 1 und 2 nicht zur Verfiigung stehen, betrigt die Leistung der einsetzbaren
Netzreservekraftwerke insgesamt 3.282 MW. Die Berechnung des NNF 282 mit diesen Annahmen ergibt, dass
die zur Verfiigung stehenden Netzreserveanlagen im Umfang von 3.070 MW zum Redispatch eingesetzt wer-
den. Um in diesem Fall einen (n-1)-sicheren Netzbetrieb zu erreichen, bedarf es auRerdem ausliandischer Re-
dispatchleistung in Héhe von 1.445 MW.

12 Die Ergebnisse des Szenarios " Nichtverfiigbarkeit je eines Netzreservekraftwerks " wurden unter der Annahme, dass das bnBm am
Standort Marbach zur Verfligung steht, berechnet.
13 Die Ergebnisse des Szenarios "auf 77 % reduzierte Verfiigbarkeit der Netzreservekraftwerke" setzen die Verfiigbarkeit des bnBm am

Standort Marbach voraus.
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3.4.2.5 Szenario: Nichtverfiigbarkeit der Netzreservekraftwerke Walheim I und II, Marbach GT 2 und DT 3
sowie Irsching 3 (,Grenzfille (t+1)“)
Hinsichtlich der Kraftwerke Walheim I und II, Marbach GT 2 und DT 3 sowie Irsching 3 ist ungewiss, ob diese
im gesamten Betrachtungszeitraum 2023/2024 zur Verfagung stehen. Die Anlagen in Marbach, sowie das
Kraftwerk Irsching 3 werden zum 31.12.2023 ihre BimschG Genehmigung verlieren, wenn es bei der derzeiti-
gen Rechtslage verbleibt. Ein Weiterbetrieb tiber dieses Datum hinaus wire dann nicht mehr zulissig. Der
Weiterbetrieb der Kraftwerksblocke Walheim I und II ist nach Angaben der Anlagenbetreiberin dadurch ein-
geschrinkt bzw. gefahrdet, dass das zum ausreichenden Betrieb erforderliche Schliisselpersonal am Kraft-
werksstandort nicht mehr zur Verfiigung stehe.

Unter der Annahme, dass diese fiinf Kraftwerke nicht fiir Redispatch-Mafnahmen zur Verfiigung stiinden,
betrégt die verfligbare Leistung der verbliebenen Netzreservekraftwerke 3.636 MW. Die Berechnung des

NNF 282 liefert fir diesen Fall das Ergebnis, dass es neben der angeforderten Netzreserveleistung im Umfang
von 3.282 MW zudem noch 1.334 MW an auslindischer Redispatchleistung erforderlich ist, um das Ubertra-
gungsnetz in der bedarfsdimensionierenden Stunde (n-1) -sicher zu betreiben.

3.5 Netzreservebedarf 2023/2024

Die Bundesnetzagentur bestitigt den im Rahmen der Systemanalyse der Ubertragungsnetzbetreiber ermittel-
ten Bedarf an Netzreserveleistung in Héhe von 4.616 MW fiir den Winter 2023/2024.

Eine Deckung des Bedarfs in Héhe von 4.616 MW kann durch Reservekraftwerksleistung sowohl aus dem In-,
als auch aus dem Ausland erfolgen, wobei fiir den Abschluss der entsprechenden Netzreservevertrige unter-
schiedliche Anforderungen an die Erzeugungsanlagen gestellt werden, abhédngig davon, ob sie in Deutschland
(vgl. § 5 Abs. 2 NetzResV) oder im Ausland (vgl. § 5 Abs. 3 NetzResV) stehen.

Um trotz Prognoseunsicherheiten den Netzreservebedarf in ausreichender Hohe zu bestimmen, werden - ins-
besondere hinsichtlich der Eingangsparameter - konservative Annahmen getroffen. Nach aktuellem Kennt-
nisstand geht die Bundesnetzagentur davon aus, dass die Kraftwerke Walheim [ und II, Marbach GT 2 und

DT 3 sowie Irsching 3 nicht wihrend des gesamten Betrachtungszeitraums (t+1) zur Verfiigung stehen bzw.
vollumfinglich zum Redispatch eingesetzt werden kénnen. Folglich ist es sachgerecht, dass diese potentiellen
Restriktionen Eingang in die Dimensionierung des Netzreservebedarfs finden. Die Bundesnetzagentur besta-
tigt daher das Ergebnis der Nichtverfiigbarkeitsvariante ,,Grenzfille t+1“ im NNF 282 als bedarfsdimensionie-
rende Leistung fiir die Netzreserve, da auf diesem Wege die voraussichtlichen Nichtverfiigbarkeiten der ge-

nannten Anlagen im mafigeblichen Zeitraum beherrscht werden kénnen.

Die Bestimmung des Netzreservebedarfs erfolgt auf Grundlage der Nichtverfiigbarkeitsvariante ,,Grenzfille
t+1“im NNF 282. Auch wenn die in Baden-Wiirttemberg gelegenen Netzreserveanlagen aufgrund ihrer netz-
topologischen Lage eine sehr hohe Bedeutung fiir die Gewahrleistung der Systemstabilitit im deutschen
Ubertragungsnetz haben, ist das Szenario ,Nichtverfiigbarkeit steinkohlebefeuerter Netzreservekraftwerke in
Baden-Wiirttemberg” fiir die Dimensionierung des Netzreservebedarfs nicht maf3geblich. Die Auswirkungen
der Risikofaktoren Niedrigwasser und fehlende Transportkapazititen der Eisenbahn, die in der Vergangenheit
die Steinkohlebelieferung zu den Kraftwerksstandorten gefihrdeten, konnten durch Mafinahmen der Bun-
desregierung vor und wihrend des Winters 2022/23 behoben werden, sodass es nicht sachgerecht ist, dieses
Nichtverfiigbarkeitsszenario als Grundlage fiir die Bestimmung des Netzreservebedarfs heranzuziehen. So ha-
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ben die Kraftwerksbetreiber inzwischen die Kohlelagerkapazititen an den Kraftwerksstandorten durch Er-
schliefdung neuer Flichen deutlich ausgebaut, sodass insbesondere reduzierte Kohlelieferungen wihrend
Niedrigwasserphasen abgefedert werden konnen. Durch den Erlass der Energiesicherungstransportverord-
nung (EnSiTrV) kénnen nun ausreichende Transportkapazitaten fiir die Belieferung der Kraftwerksstandorte
auf dem Schienenweg bereitgestellt werden, da die Verordnung bis zum 31.03.2024 im Bedarfsfall herangezo-
gen werden kann, um Kohletransporte gegentiiber anderen Transportaufgaben zu priorisieren. Sollten selbst
die zusitzlichen Kohlelager oder der priorisierte Steinkohletransport nicht ausreichen, um eine unzu-
reichende Brennstoffversorgung der Kraftwerke zu verhindern, kénnen zusitzliche Einsparungen beim Koh-
leverbrauch ergriffen werden, wie etwa die Verlagerung des Kraftwerkeinsatzes von einer Anlage auf ein an-
deres Kraftwerk, das noch tiber ausreichend Steinkohlevorrite verfligt oder mit einem anderen Brennstoff
betrieben wird.

In der Grenzsituation NNF 282 des Nichtverfiigbarkeitsszenarios ,,Grenzfélle t+1 werden alle als verfiigbar
angenommenen inldndischen Reserveanlagen eingesetzt. Diese Kraftwerke weisen eine installierte Leistung
von insgesamt 3.636 MW auf. Hiervon werden 3.282 MW zum Redispatch angefordert. Der verbleibende zu-
sdtzliche Bedarf an Erzeugungskapazitit fiir die Netzreserve in Hohe von 1.334 MW muss {iber ausldndische
Kraftwerksleistung gedeckt werden. Zur Beschaffung dieser Netzreserveleistung aus dem Ausland haben die
Ubertragungsnetzbetreiber nun zunichst ein Interessenbekundungsverfahren durchzufiihren, mit dem Anla-
genbetreiber aus dem Ausland aufgefordert werden, gegeniiber den Ubertragungsnetzbetreibern Angebote
uber die Bereitstellung von Erzeugungsleistung fiir Redispatchprozesse abzugeben.

Der Bedarf aus dem Ausland setzt die Verfiigbarkeit der in der Grenzsituation eingesetzten inldndischen Netz-
reservekraftwerke voraus (vgl. Tabelle 6). Wenngleich dieser Bedarf modelltechnisch in Belgien auftritt, fihrt
dies nicht dazu, dass diese Leistung ausschliefdlich durch Anlagen in Belgien bereitgestellt werden muss. Die
Verortung der ausldndischen Netzreserveleistung in Belgien ist das Ergebnis einer modellierungstechnischen
Betrachtung. Hierfiir ursachlich ist u. a. die Berticksichtigung von Kuppelleitungsfreischaltungen zwischen
den Niederlanden und Belgien. Der grenziiberschreitende Leitungsfluss ist dadurch nicht engpassfrei méglich.
Daher ist Redispatch erforderlich, um den sicheren Netzbetrieb zu ermoglichen. Tatsdchlich kann die erfor-
derliche Erzeugungsleistung fiir Redispatchprozesse auch durch Anlagen aus anderen Lindern bereitgestellt
werden. Hierbei ist eine unterstiitzende netztechnischen Wirkung auf das deutsche Ubertragungsnetz und die
Verfiigbarkeit von relevanten grenziiberschreitenden Ubertragungskapazititen zu beriicksichtigen. Abhingig
vom Standort der Anlage bzw. ihrer netztechnischen Wirkung auf die Fliisse im deutschen Ubertragungsnetz
wird moglicherweise mehr oder weniger Leistung im Wege des Redispatcheinsatzes benétigt. Die vertraglich
zu bindende Leistung kann damit vom oben genannten zusitzlichen Bedarf abweichen.

Neben dem Interessenbekundungsverfahren bieten Kooperationen zum grenziiberschreitenden Redispatch
perspektivisch die Moglichkeit inlandische Redispatchbedarfe zu decken und somit auch den Bedarf zur
Durchfithrung eines Interessensbekundungsverfahren zu reduzieren. Hierunter ist die von aus- und inlandi-
schen Kraftwerken erbrachte Redispatch-Arbeit im Rahmen grenziiberschreitender Handelsgeschéfte zu ver-
stehen. Perspektivisch wird der grenziiberschreitende Redispatch tiber die europiische Plattform ROSC (Regi-
onal Operational Security Coordination) stattfinden. Die Inbetriebnahme ist fir 2025 geplant.
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Kraftwerk
Leistung [MW] Leistungsabruf in Grenzsituation [MW]
Altbach HKW 1 433 433
Daxlanden RDK 4 342 342
Darmstadt GTKW 95 95
GKM 7 415 182
Heilbronn 5 125 125
Heilbronn 6 125 125
Ingolstadt 3 375 375
Ingolstadt 4 386 386
KMW 2 256 256
Marbach GT 3 85 85
Scholven B 345 345
Staudinger 4 580 470
UPM Schongau 64 64

Tabelle 6: Kraftwerke zur Deckung des inlaindischen Netzreservebedarfs 2023/2024
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D Rechtsbehelfsbelehrung

Gegen diese Entscheidung ist die Beschwerde zuléssig. Sie ist binnen einer mit der Zustellung der Entschei-
dung beginnenden Frist von einem Monat bei der Bundesnetzagentur fiir Elektrizitat, Gas, Telekommunika-
tion, Post und Eisenbahnen (Hausanschrift: Tulpenfeld 4, 53113 Bonn) einzureichen. Zur Fristwahrung gentgt
jedoch, wenn die Beschwerde innerhalb dieser Frist bei dem Beschwerdegericht, dem Oberlandesgericht Diis-
seldorf (Hausanschrift: Cecilienallee 3, 40474 Diisseldorf) eingeht.

Die Beschwerde ist zu begriinden. Die Frist fir die Beschwerdebegrindung betrigt einen Monat. Sie beginnt
mit der Einlegung der Beschwerde und kann auf Antrag von dem oder der Vorsitzenden des Beschwerdege-
richts verldngert werden. Die Beschwerdebegriindung muss die Erklirung enthalten, inwieweit diese Ent-
scheidung angefochten und ihre Abinderung oder Aufhebung beantragt wird. Ferner muss sie die Tatsachen
und Beweismittel angeben, auf die sich die Beschwerde stiitzt. Die Beschwerdeschrift und Beschwerdebegriin-

dung miissen durch einen Rechtsanwalt unterzeichnet sein.
Die Beschwerde hat keine aufschiebende Wirkung (§ 76 Abs. 1 EnWGQG).

Bonn, den 28. April 2023

Klaus Miiller, Prasident der Bundesnetzagentur
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