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KURZFASSUNG

Zu Beginn der 1930er Jahre entstand der Gedanke eines européischen Verbundnetzes mit dem Zweck die
Kraftwerksreserve zu minimieren, sich bei Bedarf gegenseitig durch Energielieferungen zu unterstiitzen und
die optimale Nutzung vorhandener Primérenergieressourcen herbeizufithren. Mit Beginn der Energieliberali-
sierung stiegen auch die Anforderungen an das Verbundnetz. Neben der Gewihrleistung einer sicheren
Stromversorgung begriindete der zunehmende grenziiberschreitende Stromhandel ein neues Aufgabenfeld fiir
das Ubertragungsnetz. Die Umsetzung energiepolitischer Ziele (z.B. EU 20-20-20) und die damit einher-
gehenden hohen Durchdringungsraten erneuerbarer Energien stellen die dritte Kernanforderung an das Netz:
die Integration erneuerbarer Energien. Im Zuge der europiischen Energiewende vollzieht sich ein Para-
digmenwechsel von einem vorwiegend bedarfsgerechten und bedarfsnahen Erzeugungssystem hin zu einem
dargebotsabhéngigen und lastfernen Aufbringungssystem. Dieser Paradigmenwechsel erfordert fiir eine
robuste Netzentwicklung eine fundierte -elektrizititswirtschaftliche Rahmenplanung mit langfristigem
Planungshorizont, welche zusétzlich zu den technischen Planungsgrundsitzen wie z.B. (n-1)-Rechnungen
das Gesamtsystem bestehend aus Erzeugung, Verbrauch, Speicherung und Netz beriicksichtigt. Dieser
planerische Ansatz erfordert dementsprechende gesamtsystemische Planungsinstrumente, wie z.B. das Simu-
lationsmodell ATLANTIS. Im Kern beinhaltet ATLANTIS den Kraftwerkspark, den Verbrauch je Netz-
knoten und das 220/380-kV-Netz in Kontinentaleuropa. Der Modellkern besteht aus Marktmodell sowie eine
darauf aufbauende DC-OPF-Rechnung. Die fiir den Netzausbau wesentlichen Ergebnisse sind das zukiinftige
Import/Export-Verhalten, grenziiberschreitende Lastfliisse, potenzielle Netzauslastungen, Kraftwerkseinsitze
und Knotenbilanzen. Diese konnen fiir unterschiedliche Situationen und in zeitlicher Entwicklung erhoben

werden.

Der bereits erwiihnte Paradigmenwechsel fiihrt zu einem Anstieg des Transportbedarfs. Dies kann verschie-
denen Untersuchungen zufolge durch steuerbare Netzelemente wie z.B. HGU-Leitungen bedient werden. Ziel
dieser Arbeit ist es, derartige Netzelemente auch in der elektrizitétswirtschaftlichen Netzentwicklung zu
beriicksichtigen. Im Rahmen dieser Arbeit wird eine Methode gezeigt, welche steuerbare Korridore im last-
flussbasierten Market Coupling Modell und im DC-OPF-Modell abbildet. Zudem wird eine Methode zur Be-
stimmung elektrizitéitswirtschaftlich vorteilhafter Anschlussknoten steuerbarer Korridore an das Héchst-

spannungsnetz entwickelt. Diese basiert auf der skonomischen Interpretation von Schattenpreisen.

Die Funktionsweise der im methodischen Teil dieser Arbeit entwickelten und beschriebenen Optimierungs-
modelle wird am Beispiel des deutschen Netzentwicklungsprozesses und unter Berticksichtigung des konti-
nentaleuropéischen Verbundsystems demonstriert. Die Simulationsergebnisse zeigen, dass steuerbarer HGU-
Korridore eine geringere Auslastung des Drehstromnetzes bedeuten und damit gréfere Reserven zur Bewil-
tigung kiinftiger Anforderungen an den Netzbetrieb bewirken. Zudem reduzieren steuerbare Korridore den
Bedarf an Redispatch (d.h. den Eingriff in den Kraftwerkseinsatz, Produktionseinschrinkungen RES). Sie
verringern auflerdem Ringfliisse iiber das Netz im benachbarten Ausland. Diese Ergebnisse sind auch bei
netzoptimierter Standortwahl neuer bedarfsgerechter Kraftwerke robust, wenngleich der Standort neuer
effizienter Kraftwerke einen erheblichen Einfluss auf Redispatch und in weiterer Folge auf den Netzausbau

haben kann.

Die langen Vorlaufzeiten fiir Planung und Genehmigung des Netzausbaus und die sich im Gegensatz dazu
sehr dynamisch veréindernde Umgebung (EE-Ausbau, Marktorganisation, usw.) stellen die Netzausbau-
planung vor grole Herausforderungen. Zusétzlich zu technischen Planungsgrundlagen wird daher eine zeit-
lich rollierende elektrizitétswirtschaftliche Rahmenplanung fiir die Festlegung robuster Schritte zunehmend

bedeutsamer.






ABSTRACT

The first planning steps towards an interconnected network in Europe were made at the beginning of the
1930s. This European electricity network was designed with the focus on being a backup-system for cross-
border energy transports with the additional intention to minimise the required generation capacity and to
maximise the optimal utilisation of primary energy resources over Europe. The requirements of the Euro-
pean electricity network increase with the energy liberalisation. Besides the original objective of increasing
the security of supply, the cross border exchanges of electrical energy open up an additional field of applica-
tion for the interconnected network. The third challenge for the European transmission network is the inte-
gration of the renewable energy sources (RES), attended by the EU energy and climate policy (e.g. the 20-
20-20 goals). Whereas until now generation was located close to load centres and production schedules were
able to follow the system load curve, high shares of RES cause a system change to a generation with a
highly volatile character and high distances between production and consumption centres. This paradigm
shift requires, in addition to conventional technical planning principles (e.g. n-1 security criterion), an over-
all planning approach. This electricity-economic planning process, which should consider the entire electri-
city system consisting of generation, consumption, storage and transmission, calls for an appropriate
planning instrument. Such a planning tool is the simulation model ATLANTIS. The model database
contains the generation system, the consumption at a node level and the 220/380-kV-network in continental
Furope amongst others. The main results, based on a Europe-wide market coupling and DC-OPF-model, are
the future development of import-export-balances, cross-border load flows, generation schedules, node

balances etc. for different scenarios and cases.

The paradigm shift also leads to an increase in transport demand in the electricity network. Different
studies confirm that the demand for high energy transfers over long distances could be achieved by using
HVDC connections. Therefore this thesis shows different methods for the appropriate consideration of
HVDCs in a strategic, long-term electricity-economic planning approach for the future electricity grid.
These methods show approaches for load-flow-based market coupling and DC-OPF-modelling in networks
with overlay structures in HVDC technology. Furthermore a method to determine optimal and suitable
nodes for HVDC connections is developed as part of this thesis. This method is based on the economic inter-

pretation of shadow prices.

The advantage of HVDC transmission corridors in the future electricity system in Germany is demonstrated
by adopting the developed planning methods on the continental European interconnection network. Due to
the HVDC connections the average loading of the 220/380-kV-network and loop flows over neighbouring
countries will be reduced. Furthermore a reduction of redispatch and a higher system integration of RES
generation can be observed. Even when a network optimised localisation of future conventional power plants
is implemented, the calculated results are robust; although the location of new efficient power plants can

have a strong impact on the amount of grid expansion.

The long procedures for planning and permitting of new network projects and in the contrary the highly
dynamic evolution of the electricity system (e.g. RES development, market organisation etc.) results in new
challenges for the planning process of an robust future electricity grid. An overall economic planning
approach under consideration of electricity-economic issues with a rolling planning horizon and in addition

to conventional technical planning principles becomes more and more important.
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1 Einleitung

Ausgangslage — Situationsanalyse fur das europdische Verbundnetz

Dem urspriinglichen Verbundnetzgedanken mit Grenzkuppellleitungen zwischen nationalen Strom-
netzen liegen das Ziel der Minimierung von Kraftwerksreserven und die Moglichkeit von Ausgleichs-
lieferungen bei Storfillen zugrunde. Diese Netze sind anfiinglich nicht fiir grenziiberschreitenden
Stromhandel im Ausmaf, wie es der européische Binnenmarkt erfordert, geplant und ausgebaut wor-
den. Neben der Sicherstellung der Versorgungssicherheit durch das Verbundnetz ist im Zuge der Ener-
gieliberalisierung in der EU als zusidtzliches Aufgabenfeld fiir das Verbundnetz die Vollendung des
Strombinnenmarktes (Netzzugang aller Marktteilnehmer, grenziiberschreitender Stromhandel) in den
Fokus geriickt. Die Energiewende bzw. die Stromwende in Europa und der damit verbundene forcierte
Ausbau dargebotsabhéngiger, erneuerbarer Energien erdffnet das dritte Aufgabenfeld fiir das Verbund-

netz: die Integration erneuerbarer Energien.

Aktuell befindet sich das Elektrizitéitssystem in Europa in einer massiven Umbruchphase. Der rasant
voranschreitende Ausbau der dargebotsabhéngigen und volatilen Erzeugung vor allem aus Windkraft
und Photovoltaik sowie der gesetzlich beschlossene Ausstieg bzw. Riickzug aus der Nutzung der Kern-
energie (z.B. in Deutschland, Belgien, Schweiz) leiten einen Paradigmenwechsel in der Stromversor-
gung ein. Dieser Paradigmenwechsel von einem vorwiegend bedarfsgerechten und bedarfsnahen Erzeu-
gungssystem hin zu einem dargebotsabhiingigen und lastfernen Aufbringungssystem, bestehend aus de-
zentralen, nicht-steuerbaren Kraftwerken, erfordert einen umfangreichen Umbau des Verbundnetzes
hin zu einem Netz, welches zunehmend die Anforderungen an einen gerichteten und steuerbaren
Transport erfiillen muss. Das kiinftige Ubertragungsnetz ist demnach maBgeblich davon beeinflusst, in
welchen, zum Teil schwer prognostizierbaren Entwicklungspfaden sich bspw. die Forderung erneuer-
barer Energiequellen, Marktorganisation, Speichertechnologien und Verbrauch (Flexibilisierungsmaf-
nahmen wie z.B. power demand side management, Energiedienstleistungsspeicher usw.) in den kom-
menden Jahren verindern. Die Energiespeicherung erméglicht es, die zeitliche UngleichméafBigkeit
zwischen EE-Erzeugungsdargebot und Strombedarf in einem gewissen Ausmafl auszugleichen. Diese
Speicherung erneuerbarer Energien wiederum bedingt ein entsprechendes Ubertragungsnetz, welches
die ortliche Trennung zwischen EE-Erzeugung, (Zwischen-)Speicherung und letztendlichem Verbrauch
bewdltigt. Unbestritten ist die physikalisch bedingte schwierige Steuerbarkeit der Lastfliisse im
220/380-kV-Drehstromnetz. Bei den erwarteten Durchdringungsraten lastferner Einspeisung aus erneu-
erbaren Energien ist daher der gerichtete Stromtransport durch steuerbare Transportkorridore (z.B.
mit HGU-Leitungen) zielfithrend. Auch fiir die Speicherung erneuerbarer Energieerzeugung (z.B. aus
Windkraft in der Nordsee) bedarf es eines entsprechenden Stromnetzes zu den Speicheranlagen (z.B.
Pumpspeicherkraftwerke in den Alpen). Neben den genannten Aufgaben als Transportnetz bzw. Uber-
tragungsnetz sind auch zukiinftig hohe Anforderungen an ein ,echtes“ Verbundnetz mehr denn je ge-
stellt. Neben der Bedienung des Transportbedarfs ist der sichere und zuverlissige Netzbetrieb von
hochster Bedeutung. Auch grenziiberschreitende, européische Leistungsfliisse werden sich, geprigt von

nationalen Entscheidungen (z.B. Energiewende in Deutschland), kiinftig veréindern.

Wihrend jedoch der Ausbau der erneuerbaren Energien auf Basis politisch motivierter sowie gesetzlich
verankerter Entwicklungspfade rasant voranschreitet, gibt es beim Ausbau notwendiger Netzinfra-

struktur massive Verzogerungen und damit einhergehend die zunehmende Gefihrdung fiir den nach-
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haltigen Erfolg der Stromwende. Hinzu kommen die in den nationalen Férdersystemen fiir erneuerbare
Energien z.T. fehlenden bzw. in unzureichendem Ausmafl vorhandenen Anreize fiir einen netzorientier-
ten Zubau neuer Kraftwerke, als zusétzlicher Standortparameter' fiir den Neubau von Kraftwerken.
Dies betrifft erneuerbare Anlagen ebenso wie bedarfsgerechte Kraftwerke. Die Planung neuer Kraft-
werke erfolgt weitestgehend unabh#ingig von daraus resultierenden Netzausbaumafinahmen. Auch die
Herangehensweise an die nationale sowie internationale Netzentwicklungsplanung beruht meist auf der
Festlegung eines Szenariorahmens, welcher die Entwicklung von Kraftwerkskapazitéit (Leistung und
Netzanschlussknoten) sowie die Verbrauchsentwicklung (Leistung und Netzanschlussknoten) prognosti-
ziert. Darauf aufbauend, und damit in reagierender Rolle, erfolgt mit der Bestimmung notwendiger
Netzum- und -ausbaumafinahmen die eigentliche Netzentwicklungsplanung. Die angewendeten, inter-
national anerkannten Planungsgrundsitze sind vorwiegend technischer Natur (z.B. n-1-Kriterium,
Spannungsstabilitéit, Kurzschlussleistung usw.). Fiir eine zukunftsorientierte Netzentwicklungsplanung
mit langfristigem Planungshorizont werden kiinftig vermehrt ckonomische, elektrizitétswirtschaftliche
Kenngréfien (z.B. Integration erneuerbarer Energien, CO,-Emissionen, Wirtschaftlichkeit und Einsatz

von Kraftwerken usw.) eine Rolle spielen.

Das Stromnetz stellt fiir die Bestandteile des Gesamtsystems (Erzeugung, Verbrauch, Speicherung,
etc.) das physikalisch notwendige Substrat dar. Daher ist der gezeigten Gesamtsystemgebundenheit
der Elektrizitéitsversorgung in der Netzentwicklungsplanung die angemessene Beriicksichtigung einzu-
rdumen. Zum Vorteil einer 6kologisch nachhaltigen, 6konomisch effizienten sowie technisch sicheren
Stromversorgung darf das Prinzip der Entflechtung von Erzeugung, Ubertragung und Verteilung im
strategischen, langfristigen Netzentwicklungsansatz keine unbewegliche Rahmenbedingung darstellen.
Auch politisch gilt es zweckmiifige Rahmenbedingungen fiir den Netzausbau zu schaffen, um eine syn-
chrone Entwicklung von Systemverinderungen (z.B. EE-Ausbau) und Netzausbau zu erwirken und
einen o©kologisch nachhaltigen sowie ©konomisch effizienten Netzausbau zu gewéhrleisten. Dieser
gesamtsystemische Planungsansatz dient letzten Endes insbesondere dafiir, die Akzeptanz fiir Netzaus-

bau in der Bevolkerung zu steigern.

Zielsetzung und Aufbau der Arbeit

Ziel dieser Arbeit ist es, elektrizitdtswirtschaftliche Planungsansitze fiir die Netzentwicklung zu erar-
beiten bzw. Methoden und dazugehorige Planungsinstrumente zu entwickeln. Dafiir sind Instrumente
notwendig, welche das Gesamtsystem und insbesondere dessen zeitliche Entwicklung in Form von
Szenarien abbilden. Das Simulationsmodell ATLANTIS bietet mit seiner umfassenden Daten- und
Modellbasis ein derartiges Planungsinstrumentarium. Das Modell ATLANTIS ermoéglicht es, die fiir
den Netzausbau relevanten Einflussgrofien wie z.B. Kraftwerkseinsatz, Dargebot erneuerbarer Ener-
gien, Verbrauch, Speicher, Marktorganisation, Methode fiir Engpassmanagement (NTC und lastfluss-

basiert) usw. zu verdndern und deren Auswirkungen auf das Netz darzustellen.

Das zweite Kapitel zeigt zunichst eine kurze Zusammenfassung der Historie des européischen
Verbundnetzes sowie gesamtsystemische Planungsansitze frither Pioniere des Gedankens eines euro-
péischen Stromnetzes. AnschlieBend werden verschiedene Ansitze fiir die ckonomische Netzausbau-

planung gezeigt. Neben wirtschaftlich geprigten Planungsansitzen der ENTSO-E in Europa, PJM in

! Weitere Standortparameter sind bspw. das Potenzial bzw. das Dargebot des jeweiligen Primérenergietriigers.
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den USA und AER in Australien wird abschlieend auch der Planungsansatz des Energie Zentrums

Graz diskutiert.

Mit dem Paradigmenwechsel einhergehend stellt sich zunehmend die Frage nach der Notwendigkeit
steuerbare Netzelemente wie z.B. HGU-Leitungen zur Bewiiltigung des kiinftigen Transportbedarfs
(hohe Leistungen iiber lange Distanzen). Fiir eine umfassende Beantwortung dieser Frage ist es not-
wendig, derartige Netzelemente in der elektrizitdtswirtschaftlichen Netzentwicklungsplanung entspre-
chend zu beriicksichtigen. Dazu werden im dritten Kapitel Methoden zu den folgenden Aspekten

entwickelt und diskutiert:

e Wie konnen steuerbare Korridore in lastflussbasierten Marktmodellen fiir grenziiberschreiten-

den Stromhandel (Market Coupling) abgebildet werden?
e  Wie konnen steuerbare Korridore in DC-Lastflussmodellen (DC-OPF) abgebildet werden?

o  Wie konnen elektrizitéitswirtschaftlich vorteilhafte Anschlussknoten fiir DC-Komponenten im

AC-Netz bestimmt werden?

o  Welche elektrizititswirtschaftliche Kenngréfien zur Beschreibung der Wirkungen von Netzaus-
bau (z.B. steuerbare Korridore, Freileitungsmonitoring) auf das Gesamtsystem bestehend aus

Erzeugung, Verbrauch und Netz kénnen mit dem Modell ATLANTIS ermittelt werden?

Im Rahmen dieses Kapitels werden Methoden beschrieben, welche diese Forschungsfragen behandeln.
Fiir das DC-OPF-Modell wird die Einbindung steuerbarer Korridore gezeigt. Darauf aufbauend wird
eine Methode zur Bestimmung optimaler Anschlussknoten steuerbarer Netzelemente erldutert. Diese
basiert auf der Theorie der konomischen Interpretation von Schattenpreisen linearer Optimierungs-
probleme. Das bestehende Marktmodell (NTC-basiert) wird fiir die Anforderungen an lastflussbasiertes
Engpassmanagement umformuliert. Diesbeziiglich werden weiterfiihrend zwei Optimierungsmethoden
entwickelt und verglichen, welche die Abbildung steuerbarer Netzkorridore im lastflussbasierten

Stromhandelsmodell ermoglichen.

Das vierte Kapitel zeigt die anwendungsorientierte Umsetzung der im Rahmen dieser Arbeit ent-
standenen Methoden zur elektrizititswirtschaftlichen Netzentwicklung. Dabei wird insbesondere die
Frage nach der Notwendigkeit und der Wirkung steuerbarer Korridore in Deutschland untersucht. Ab-
schliefend wird im Zuge aktueller Diskussionen iiber die Investitionsunsicherheiten fiir den Neubau
konventioneller Kraftwerke der Einfluss des Standortes geplanter Kraftwerksanlagen auf den Netzaus-

bau analysiert.

Das fiinfte Kapitel bietet eine Zusammenfassung wesentlicher Ergebnisse dieser Arbeit mit Schluss-

folgerungen und Ausblick.

Kapitel sechs beinhaltet als Anhang eine Beschreibung des Simulationsmodells ATLANTIS, Daten-
informationen iiber verwendete IEEE-Testnetze und einen kurzen Exkurs zu Schattenpreisen in der

Telekommunikation.
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2 Literaturtberblick zur strategischen Netzausbauplanung

Dieser Abschnitt gibt zunéchst einen historischen Abriss der Entwicklung des europiischen Verbund-
netzes und daran anschlieBend eine kurzgefasste Ubersicht iiber verschiedene Herangehensweisen an die

Netzausbauplanung.

2.1 Die Historie des europaischen Verbundnetzes

Das européische Hochstspannungsnetz ist eine historisch gewachsene Infrastruktur, welche iiber Jahr-
zehnte hinweg primér zur Gewéhrleistung der (nationalen) Versorgungssicherheit betrieben und ausge-
baut wurde. So ist beispielsweise im Jahr 1926 ein Gutachten {iber einen Flektrizitéitsversorgungs-

planes fiir ganz Deutschland in Auftrag gegeben worden.

wMan wollte damit die maBgebenden wirtschaftlichen Frwégungen zur Geltung bringen, um
die in der letzten Zeit im mehr hervortretenden politischen Gesichtspunkte zuriickzudréngen
und Fehlinvestitionen zu vermeiden. Fine rationelle Elektrizitédtswirtschaft sollte die giinstig-
sten Kraftquellen nicht nur innerhalb einer Provinz, sondern im ganzen Reiche zusammen-

fassen und iiber ein Hochspannungsnetz dem Konsum zufiihren. “ (Ornig, 1930a)”

Der mit dem Gutachten beauftragte deutsche Bauingenieur und Pionier der Energiewirtschaft Oskar

von Miller beschreibt die Herangehensweise an die Planung eines solchen Netzes folgendermafien:

LHierbei tauchte der Gedanke auf, besonders billige Kréifte zusammenzufassen und sie nicht
nur einer einzelnen Provinz, sondern dem ganzen Lande zugute kommen zu lassen, ein Gedan-
ke, der erstmals in ausgesprochenster Form im Bayernwerk verwirklicht wurde. Die Fort-
schritte im Ausbau grofer Kréfte und deren Verteilung durch Leitungen mit hdchster Span-
nung wiesen seit Jahren darauf hin, eine dhnliche Ordnung der Elektrizitdtswirtschaft fiir ganz

Deutschland herbeizufiihren. /...].

Sobald der Konsum feststand, war zu ermitteln, welche Stromerzeugungsaniagen zur Befriedi-
gung desselben nitig sind, welche Leistung zweckméBig in Wasserkréften und welche Leistung
in Wiérmekréften installiert wird. Es konnte angegeben werden, wie grof die aus dem Ausland
zu beziehenden Leistungen gewéhilt werden kénnen und wie grofi demnach die Reserven sein
miissen, die in Deutschland selbst bei Ausfall der auBerdeutschen Stromerzeugung zur Ver-

fiigung stehen miissen. /...].

Nachdem einerseits die Verteilung des Konsums, anderseits die zu verwendenden Kréfte be-
stimmt waren, konnte das Leitungsnetz zur Verbindung der Konsumschwerpunkte mit den
Kréften entworfen werden. Hierbei wurde eine Hauptverteilung iiber das ganze Reich fiir
200000 bzw. 380000 Volt und eine Unterverteilung fiir 100000 und 60000 Volt in mdglichster

Anpassung an die bereits bestehenden Leitungsstrecken vorgeschlagen |...].

FEs ist nicht nétig, dal die beschriebenen Anlagen, wie sie dem Endzustand entsprechen, von
Anfang an als ein einheitliches Werk errichtet werden; sie sind vielmehr je nach dem allméh-

lich steigenden Konsum schrittweise auszufithren. Dabei kénnen Verschiebungen im Konsum,

? Ornig, J.: Energiewirtschaft - Deutsche Elektrizitéitsversorgung. Erschienen in der Zeitschrift Elektrotechnik und
Maschinenbau, 48. Jahrg., 1930, Heft 27 (6. Juli 1930): S. 666 — 667.
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Verbesserungen im Bau von Kraftwerken und Leitungsanlagen sowie auch ortliche Verhélt-
nisse von Fall zu Fall beriicksichtigt werden, ohne daf hierdurch der Grundgedanke einer ein-
heitlichen FElektrizitéitsversorgung des Ganzen Reichsgebietes eine Beeintréchtigung erfihrt. ©

(Miller, 1930)

Der Grazer Ingenieur Josef Ornig fasste die Ergebnisse Millers folgendermafien zusammen und

formuliert damit den Gedanken des hydrothermischen Verbundbetriebs:

wEine ringformige Hauptsammelschiene mit entsprechenden Ausléufern und einer Spannung
von 220 kV, erweiterbar auf 380 kV, verbindet die Hauptkraftstellen mit dem Hauptkonsum-
gebieten, leitet vor allem die im Siiden nicht voll ausnutzbaren Wasserkréifte nach dem Norden
und deckt umgekehrt den Riickgang der Wasserkraftleistung im Winter im entgegengesetzten
Fluf, aus den Kohlengebieten. “(Ornig, 1930a)

Die im Oskar von Miller Plan vorgesehene Auslandsbeteiligung zur Leistungsdeckung in Deutschland
nahm der Ingenieur Josef Ornig im Jahr 1930 zum Anlass die Analysen Millers auf Osterreich auszu-

weiten (Ornig, 1930b)®.

Unter Darstellung des verbundwirtschaftlichen Systems von 1930 in Siidostdeutschland und Osterreich
(Abbildung 1) formuliert Ornig den Gedanken des Verbundnetzes folgendermafien:

»Wenn wir uns noch die kaum 50km weite Liicke zwischen Partenstein und dem Kachletwerk
geschlossen denken und zunéchst die Ubertragungstihigkeit der einzelnen Leitungen auler acht
lassen, so wére damit iiber Siiddeutschiand eine ,duflere Verbindungsiinie“ geschaffen, die
unter Zuhilfenahme des siiddeutschen Netzes einen indirekten Austausch unserer West- und

Ostgruppe ermdglichen wiirde. “ (Ornig, 1930b, S.1121)

An den Plan von Oskar von Miller kniipfte in weiterer Folge der Ingenieur Oskar Oliven mit seinem
Vorschlag eines européischen Hochstspannungsnetzes an, welcher im Rahmen der zweiten Weltkraft-
konferenz 1930 in Berlin vorgestellt wurde. In einem Artikel in der Zeitschrift des Vereines Deutscher

Ingenieure! ist die Arbeit von Oskar Oliven zusammengefasst dargestellt.

wAber heute, wo beim Bau von Leitungen von rd. 200 kV schon dafiir gesorgt wird, daf sie
mit ungeféhr der doppelten Spannung betrieben werden kénnen, /...J, diirfen wir nicht ortlich
begrenzte wirtschaftliche Momente bei der Lieferung und beim Austausch von Strom iiber die

Grrenzen benachbarter Léander zugrunde legen, /...].

Wir diirfen aber keine Bedenken haben, dal allméihlich kleinere Kraftwerke iiberfliissig werden
[-..]. Noch lange Jahre werden aber kleinere Kraftquellen als hdchst willkommene Spitzen- und
Aushiltswerke dienen konnen und helfen, das Baukapital neuer Werke niedrig zu halten. “

(Oliven, 1930, S.875)

% Ornig, J.: Miller Reichsversorgungsplan und Osterreich — Grundsétzliches zur Ausfuhrfrage. Erschienen in der
Zeitschrift Elektrotechnik und Maschinenbau, 48. Jahrg., 1930, Heft 51 (21. Dezember 1930): S. 1117 - 1125.

! Oskar Oliven: Europas Grofikraftlinien - Vorschlag eines européischen Hochstspannungsnetzes. Erschienen in der
Zeitschrift des Vereines Deutscher Ingenieure Band 74, Nr. 25 (21. Juni 1930): S. 875-879.
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Abbildung 1: verbundwirtschaftlicher Bestand in Siidostdeutschland und Osterreich mit Ende 1930 (Ornig, 1930b)

Wiéhrend Oliven technische und bauliche Probleme bei der Umsetzung seines Planes ausschliefit,

duBert er Uberlegungen zu wirtschaftlichen und zeitlichen Schwierigkeiten folgendermafen:

, Viel ernster liegt die Frage der Wirtschaftlichkeit. Bei der Ubertragung grofier Leistungen auf
weite Entfernungen treten Verluste auf, die auch die anwendbare Spannung vorliufig auf

400 kV beschrinken.

FEs besteht ferner kein Zweifel, dafl eine lange Anlaufzeit notig sein wird, um das FEuropanetz
mit den fiir eine Rentabilitdt notwendigen Mengen elektrischer Energie auch wirklich zu

belasten.“(Oliven, 1930, ff.875 - 876)

Die Vorteile seiner Vision eines européischen Verbundnetzes unter Beriicksichtigung des Gesamt-

systems aus Erzeugung, Speicherung, Verbrauch und Netz formuliert Oliven unter anderem wie folgt:

wDa ist vor allem der Ausgleich in der Stromerzeugung und im Stromverbrauch, beides von aus-
schlaggebender Bedeutung fiir die Wirtschaftlichkeit der elektrischen Kraftiibertragung iiber das
Netz [...]. Eine elektrische Verbindung zwischen den verschiedenen Wasserkraftquellen: den
Alpenwasserkréften hohen Gefilles, die im Sommer infolge der Schneeschmelze ihren Héchstwert
erreichen, den noch auszubauenden Laufwasserkréften, z. B. der Donau am FEisernen Tor, und
ferner den Hochdruckwasserkréften der adriatischen Kiiste, wo atmosphérische Niederschlége im
Winter hauptséchlich als Regen zu Tal gehen, schafft einen Ausgleich, der es mdglich machen

wird, grofe Stauanlagen zu vermeiden oder doch auf eine spéte Zukunft zu verschieben.

[-..] und wenn man diese natiirliche Kraftreserve zu richtiger Zeit und an den richtigen Stellen
ausnutzen und durch unser Hochstspannungsnetz an den gegebenen Stellen einsetzen kann,
werden wir bei verringertem Baukapital unsre Werke ganz erheblich besser ausnutzen kdnnen
als jetzt. Hinzu kommt, dall wir auch die vorhandenen Wéirmekraftwerke in dieses System ein-
gliedern werden und auch sie auf die wirtschaftlich giinstigste Stromerzeugung durch richtige

Lastverteilung einstellen konnen. /[...]

[-...] abgesehen von denjenigen Kraftquellen, die bereits ausgebaut, aber nicht geniigend ausge-
nutzt sind, konnen neue Kraftquellen, die bisher nicht erschliefbar waren, weil sie von den

Zentren des Verbrauchs zu weit entfernt liegen, ihrer Verwertung zugefiihrt werden. [...] .




2 | Literaturtiberblick zur strategischen Netzausbauplanung

Solche Energiequellen wird man durch das européische Grofikraftliniennetz erfassen kénnen und
sie dort, wo Grofkraftlinien nicht unmittelbar vorbeifiihren, durch Stichleitungen an das Netz

heranbringen. [...]

Fin weiterer nicht unwichtiger Vorteil ist folgender: Wir konnen durch unser groffes Netz die
Belastungsspitzen, die ja tiberall die Wirtschaftlichkeit unsrer Werke beeintréchtigen, auf Grund
der astronomischen Zeitverhéltnisse stark abflachen. [...]. In Wien betrédgt der Unterschied ge-
gen Rostow 1h 30min, in Ziirich 2h, in Barcelona 2h 30min und in Lissabon 3h 10min. |[...].
Welchen hohen wirtschaftlichen Wert hétte es, wenn man die Spitzen Berlins, die die Jahresbe-
nutzungsdauer der Hochstlast auf 3140h herunterdriicken, vom West und vom Osten abfangen

konnte. “(Oliven, 1930, S.876 )
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Abbildung 2: Vorschlag eines européischen Grofikraftnetzes aus dem Gesamtbericht iiber die Zweite
Weltkraftkonferenz zu Berlin 1930, Band XIX, Berlin 1931. (Streeruwitz, 1931)

Der in Abbildung 2 dargestellte Vorschlag eines europiischen Grofikraftnetzes (sog. Oliven Plan) wird

von Oliven folgendermaflen begriindet:

JFiir das tibrige Furopa ergab sich aus der Erfahrung und der Uberlegung, dafi das Hochstspan-
nungsnetz die Schwerpunkte des Verbrauchs, d.h. Industriebezirke und GrofBstidte, mit den
bestehenden und noch auszubauenden Kraftquellen verbinden miifite und dafl man die Landes-
netze der von Natur nicht so begiinstigten Lénder mit geringen Energiequellen und geringem
Stromverbrauch, wofiir Spannungen von 110 kV geniigen, durch Umspannwerke an das Furopa-

netz anschliefen kénnte.“ (Oliven, 1930, S.877)

Die geplante Linienfithrung argumentiert Oliven iiberwiegend durch die Verbindung von Kraftquellen

und Konsumschwerpunkten. Eine zentrale Nord-Siid-Linie bspw. verbinden zum einen die Wasser-
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krifte (der Hochalpen und jene Norwegens und Schwedens) mit dem mitteldeutschen Braunkohlegebiet
und Stédten wie Hamburg, Berlin, Genua und Rom. Eine weitere Nord-Siid-Linie verbindet Calais,
,wo ein grofies Wiérmekraftwerk auf Grund billiger Kohlefracht aus England, Nordfrankreich und Bel-
glen gedacht ist“ mit Paris und Lyon und siidwérts mit den , Wasserkréiften im Rhonegebiet® sowie
Barcelona und den Wasserkriften von Zaragossa und endet schliellich in Lissabon, ,das fiir europé-
ische Kohle giinstig liegt“. Die dritte Nord-Siid-Leitung verlduft von ,, Warschau iiber deutsch-polni-
sche Kohlevorkommen Oberschlesiens durch die Tschechoslowakei“. Von dort weiter iiber Wien und
die Wasserkriifte Osterreichs in Richtung Siidosteuropa zu den ,, Wasserkréiften an der dalmatinischen
Kiiste“. In Ost-West Richtung sieht der Oliven Plan zwei Linien vor. Die erste schliefft an die 6stlich-
ste Nord-Siid-Linie im Bereich des ,oberschiesischen Kohlenrevier(s)* und verlduft ,iiber die nord-
schlesischen Kohlenfelder zur mitteldeutschen Braunkohle [...[, wo sie sich mit der Nord-Siidlinie von
Norwegen nach Italien kreuzt, dann nach Westdeutschland iiber Koblenz, zum Anschluss an den west-
deutschen Stein- und Braunkohlenbezirk, weiter iiber Trier nach Paris“ verliuft und ,wo sie in die
Linie Calais — Lissabon miindet“ Die zweite Ost-West-Linie beginnt im Donez-Kohlengebiet bei
Rostow und verlduft iiber die Dnjepr-Wasserkrifte nach Odessa und ,,dann nach Ruménien mit seinen
Olvorkommen bis Bukarest. |...]. Die siidliche Ost-Westlinie liuft von Bukarest weiter tiber die grofien,
noch unausgebauten Wasserkréfte der Donau am Eisernen Tor und sodann iiber Budapest nach Wien,
wo sie Anschiufl an die dritte Nord-Siid-Linie erhélt.“ In weiterer Folge verlduft die Linie Richtung
Westen iiber die , Wasserkréfte der dsterreichischen Alpen und durch das ganze Alpengebiet der
Schweiz und Frankreich bis nach Lyon, wo sie wieder Anschiuff an die Linie Calais — Lissabon “findet.
Die ungefihre Linge des gesamten geplanten Netzes schiitzt Oliven auf etwa 10.000 km, als
Spannungsebene nennt er den Bereich 380 bis 400 kV. Die Verluste schiitzt er bei Ubertragungslingen
von 1000 km und Leistungen von etwa 450.000 kW auf etwa 20vH® ein. Zudem sieht Oliven vor, ,in
nicht zu grofen Absténden an den Hauptleitungen Phasenschieberstationen fiir die Kompensierung der

Blindleistung zu errichten “ (Oliven, 1930, S.878)

Zudem beschiftigt sich Oliven ausgiebig mit der Wirtschaftlichkeit seines Planes unter Beriicksichti-
gung von Baukosten, Jahresbetriebskosten und Kapitalzinssétzen. Daraus leitet er einen energiebezoge-
nen Nutzungstarif fiir das Hochstspannungsnetz ab und beriicksichtigt iiberdies den Gewinn, welcher
durch hohere Benutzungsdauern in bestehenden Kraftwerken bei Umsetzung des Netzplans resultieren
wiirde. (Oliven, 1930, ff.878 - 879). Abschlieflend fassen Oliven und sein Mitarbeiter Kromer wie folgt

zusaminen:

wDie Vorteile des européischen Hochspannungsnetzes: Austausch und Ausgleich der elektri-
schen Energie, bessere Ausnutzung bestehender Kraftanlagen, Erfassung bisher nicht erschlos-
sener Kraftquellen und Belieferung weitester Gebiete mit billigem elektrischen Strom sind so
erheblich, daf die Losung dieser grofien Aufgabe zu einer brennenden Frage der Gegenwart
werden mufl. Wenn ohne weiteren Beweis an dieser Stelle behauptet werden darf, dall die Aus-
nutzung und Anwendung elektrischer Energie einer der stéirksten Faktoren der Weltwirtschaft
geworden ist und dafl gerade unsre alte europédische Kultur den geeignetsten Boden fiir Elek-

troverbundwirtschaft bietet, so erscheint es sicher, dall der erste und wahrscheinlich entschei-

? yH...von Hundert (Prozent)
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dende Schritt hierzu die Schaffung eines européischen Grof-Kraftliniennetzes ist, die in den

Rahmen einer ganz grofien Organisation gefalit werden sollte“ (Oliven, 1930, S.879)

Weitere Vorschlige fiir ein europiisches Stromnetz unterbreiteten auch der Franzose George Viel im
Jahr 1929 in seiner Schrift ,FEtude d’un réseau 400000 volts“ in der Revue Générale de I’Electricité
sowie der Schweizer FErnst Schonholzer in , FEin elektrowirtschaftliches Programm fiir Europa“ in

Schweizerische Technische Zeitschrift des Jahrgangs 1930.

Bereits im Jahr 1925 wurde von Italien, Frankreich und Belgien die UNIPEDES als Verbandsorganisa-
tion der Stromerzeugungs- und Transportunternehmen gegriindet und in den nachfolgenden Jahren
kamen weitere Mitgliedsléinder dazu. Nach dem Ende des Zweiten Weltkrieges gab es verschiedene Ini-
tiativen fiir die Zusammenarbeit bzgl. der Stromerzeugung und Stromverteilung. Auch im Zuge des
Marshallplanes gab es Bestrebungen fiir die innereuropéische Zusammenarbeit der Elektrizitdtsversor-
gungsunternehmen. Dies fithrte dazu, dass die Regierungen der acht Liénder Belgien, Bundesrepublik
Deutschland, Frankreich, Italien, Luxemburg, Niederlande, Osterreich und Schweiz im Jahr 1951 die
UCPTE’ griindeten. Die urspriingliche Mission der UCPTE war es, die effiziente Nutzung der Primér-
energiequellen durch ein Verbundnetz herbeizufithren und damit die wirtschaftliche Entwicklung zu

fordern. Im Jahr 1959 verdsffentlichte die UCPTE folgende Stellungnahme:

I the field of electricity production and distribution, the UCPTE |[...] has already achieved the
ideal of the Common Market and the European Fconomic Community. The forging of closer
links between Western European countries in a move towards economic union will increasingly

become a practical reality. “(UCTE, 2011)

Der Ausbau des 380-kV-Netzes schreitet ab den 1950er Jahren voran und damit auch die gegenseitige
Hilfe der Staaten bei Versorgungsengpissen durch Primirregelung. Zudem entwickelten die UCPTE
ein umfassendes Informationssystem zwischen (z.B. Wasserdargebot, Speicherreserven, verfiighare ther-
mische Kraftwerke, Wartungsplédne, Informationen iiber geplante Kraftwerke, etc.) den Mitglieds-
staaten. In den darauffolgenden Jahren entstand schrittweise ein umfangreiches Regelwerk fiir den
Ausbau und den Betrieb des Systems aus Erzeugung und Netz. So wurde im Jahr 1957 festgelegt, dass
die Mitgliedsstaaten im Abstand von zwei Jahren einen Plan fiir die wichtigsten Netzprojekte ent-
werfen. Von besonderer Bedeutung fiir die Netzentwicklung war die eingerdumte Moglichkeit benach-
barter Staaten Langfristvertrige fiir die Nutzung von Energieressourcen abzuschlieffen. Gegen Ende
der 1960er Jahre war ein beachtlicher Vermaschungsgrad im 380-kV-Netz erreicht und erste Ring-
schliisse (z.B. Frankreich, Italien, Schweiz) waren vollzogen. Die Ubertragungskapazitiit zwischen den
acht Griinderstaaten der UCPTE hatte sich seit den frithen 1950er Jahren verzehnfacht und erreichte
1974 mit dem Wert von 32.200 MW rund 27% der Jahreshochstlast in der UCPTE. Die ausgetauschte
Energiemenge erreichte 1974 einen Wert von 38,7 TWh und damit 5% des Bedarfs in der UCPTE. Die
Olpreiskrisen in den 1970er Jahren und die Entwicklung von Kernkraftwerken beeinflussten mafigeb-
lich die Erzeugungsseite im Netz der UCPTE. Ein wahrer Hiirtetest fiir das bis dahin entwickelte
System in der UCPTE sollte der Jinner 1985 werden. Die Kilteperiode iiber Europa fiihrte zu einer
knapp 15% hoheren Hochstlast als im Jahr 1984 bei gleichzeitigen Erzeugungsengpissen in Wasser-

kraftwerken und thermischen Anlagen. Dennoch konnten alle Verbraucher versorgt werden. Ab Mitte

% Union of Producers and Distributors of Electrical Energy (UNIPEDE)
" Union for the Coordination of Production and Transmission of Electricity (UCPTE)
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der 1980er Jahre expandierte das UCPTE Gebiet und Léinder wie bspw. Dénemark, Albanien,
Skandinavien, das Vereinigte Konigreich, Spanien, Portugal, Griechenland und das friihere Jugosla-
wien wurden in das System integriert. Mit der Gliederung von Ex-Jugoslawien in fiinf Staaten wurde
die UCPTE mit 16 Mitgliedsstaaten zum weltweit grofiten synchronen Netzgebiet. Ebenso wurde das
Netz der COMECONS® bzw. CDO-IPS? mit HGU-Verbindungen bzw. Gleichstromkurzkupplungen mit
dem UCPTE-Netz verbunden. Im Jahr 1992 griindeten Tschechien, die Slowakei, Ungarn und Polen
die CENTREL, mit dem Zweck eine synchrone Verbindung mit dem UCPTE Netz herbeizufiihren,
welcher schliellich 1995 erfiillt wurde. Auch die ehemalige DDR wurde 1995 als Teil der Bundesrepu-
blik Deutschland synchronisiert. Organisatorisch bedeuteten die Liberalisierungspléine der Europé-
ischen Union mit der Entflechtung von Erzeugung, Ubertragung und Verteilung einen mafBgeblichen
Einschnitt in die Zweckwidmung der UCPTE. Dies fiihrte dazu, dass im Jahr 1999 aus der UCPTE
der Bereich der Produktion ausschied und in weiterer Folge nur mehr das Ubertragungsnetz im Fokus
der nunmehr als UCTE bezeichneten Organisation lag. Noch im selben Jahr wurde die UCTE in die
ETSOY eingegliedert. Neben technischen Gesichtspunkten gewannen zunehmend auch Aspekte des
Marktes an Bedeutung und es galt die Anforderungen an den sicheren Netzbetrieb einerseits und den
Wettbewerb andererseits zu erfiillen. Ubertragungskapazitéiten wurden zunehmend zum Instrument fiir
den Stromhandel, woraus eine neue Anforderung an die UCTE entstand. Auch der rasante Ausbau der
erneuerbaren Energien, vor allem der Windkraft (Deutschland, Spanien usw.), stellte die UCTE vor
die Herausforderung, Regelwerke fiir eine erfolgreiche Netzintegration derartiger Erzeugung zu ent-
wickeln. Neben der UCTE existierten mit NORDEL, UKTSOA, ATSOI und BALTSO auch weitere
Netzverbundorganisationen im Rahmen der ETSO. Basierend auf dem dritten Energieliberalisierungs-
paket der Europiischen Union wurden diese 2008 durch Griindung der ENTSO-E in einer gemeinsa-
men Organisation zusammengefiihrt. (UCTE, 2011).

Eine der Kernfunktionen der ENTSO-E ist die Netzplanung des europiischen Verbundnetzes, welche

im Wesentlichen von den drei Rahmenbedingungen
e Integration erneuerbarer Energien,
e  Sicherstellung der Versorgungssicherheit und
e Vollendung des européischen Binnenmarktes

geprigt ist. Dabei sind in der Netzausbauplanung technische Planungsgrundlagen'' international aner-
kannt und seit vielen Jahren in Anwendung. Dazu gehoren unter anderem das (n-1)-Kriterium,
Common-Model-Fehler, Stabilitéitskriterien (Spannungs- und Frequenzstabilitéit), Kurzschlussberech-
nungen, Analysen zur Spannungsqualitit usw. Im Rahmen ihrer Netzausbauplanung misst die
ENTSO-E zusitzlich zu diesen technischen Aspekten zunehmend auch 6konomischen und 6kologischen

Planungsgrundlagen grofie Bedeutung bei (vgl. Abschnitt 2.2).

¥ Council for Mutual Economic Assistance (COMECON). Rat fiir gegenseitige Wirtschaftshilfe unter der Fiihrung
der Sowjetunion. (UCTE, 2011)

? Central Dispatching Organization of the Interconnected Power Systems (CDO-IPS). Pendant der osteuro-
péischen Liander zur UCPTE.

10 Association of European Transmission System Operators (ETSO)

"' (HaB et al., 1981), (Kundur et al., 2004), (Baldick et al., 2008), (NERC, 2014), (ENTSO-E, 2013¢) und andere.
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2.2 Ten-Year Network Development Plan (ENTSO-E)

Gemi#f der Richtlinie 2009/72/EG (Européische Union, 2009a) bzw. der Verordnung 714/2009/EG
iiber (Européische Union, 2009b) soll die ENTSO-E

einen nicht bindenden gemeinschaftsweiten zehnjihrigen Netzentwicklungsplan (,gemein-
schaftsweiter Netzentwicklungsplan ) erstellen, verdffentlichen und regelmélig aktualisieren. “

(Européische Union, 2009b, S.1.211/16)

Dieser sogenannte Ten-Year Network Development Plan (TYNDP) ist im Jahr 2010 (ENTSO-E, 2010)
erstmals als Pilotplan erschienen. Der erste offizielle TYNDP ist jener des Jahres 2012 (ENTSO-E,
2012b). Das Erscheinungsdatum des TYNDP-2014 wird von ENTSO-E mit Dezember 2014 angegeben.

Die methodische Herangehensweise an die Netzausbauplanung im TYNDP-2012 ist in Abbildung 3
dargestellt. Fiir den festgelegten Szenariorahmen erfolgen Marktstudien, deren primires Ergebnis
Marktzonenbilanzen (Erzeugung, Last je Marktzone und Austauschmengen zwischen den Zonen) sind.
Dabei werden unter anderem ©6konomische, politische und meteorologische FEinflussparameter
beriicksichtigt. Die ENTSO-E verwendet im TYNDP-2012 unterschiedliche Marktmodelle, welche je-
weils spezielle regionale Eigenschaften modellhaft abbilden. Das Ubertragungsnetz wird in den Markt-

studien vorwiegend als Single-Node-Modell abgebildet. (ENTSO-E, 2012b, S.34)

Project identification & valuation

Abbildung 3: Methodische Herangehensweise an die Netzausbauplanung im TYNDP-2012 (ENTSO-E, 2012b,
S.33)

Im n#chsten Schritt werden die ermittelten Kraftwerkseinsétze nach Handel einer Netzanalyse (z.B.
einer n-1-Rechnung) in unterschiedlichen Planungsfillen (sog. planning cases) unterzogen. Im Anhang
3 (Abschnitt 12.3) des TYNDP-2012 (ENTSO-E, 2012b, S.179ff) behandelt die ENTSO-E anerkannte
Planungsgrundlagen fiir die Netzausbauplanung. Die von den nationalen Ubertragungsnetzbetreibern
festgelegten Planungsgrundlagen (z.B. (50hertz, Amprion, TenneT, Transnet BW, 2012c¢)) sind
zumeist technischer Natur. Eine iibergeordnete Einfiihrung von Beurteilungskriterien fiir Netzausbau-
projekte auf européischer Ebene ist notwendig (ENTSO-E, 2012b, S.180). Eine derartige Kategorisie-
rung der Notwendigkeit potenzieller Netzmafinahmen erfolgt im TYNDP-2012 basierend auf einer
Multi-Kriterien-Analyse (Abbildung 4). Diese umfasst technische Aspekte, Kosten, Kenngréfien zur
okologischen und sozialen Vertriiglichkeit, Versorgungssicherheit, soziale und 6konomische Wohlfahrts-
effekte (Binnenmarkt), Nachhaltigkeit (Effizienz, CO, und RES-Integration im Sinne der 20-20-20-Ziele
der EU). (ENTSO-E, 2012b, S.192)
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Project assessment
Environmental s IEM/ Social
and social osfe::ntly and economic
impact PRy welfare
d 1 4 !

Abbildung 4: Bewertungskriterien der Multi-Kriterien-Analyse im TYNDP-2012 (ENTSO-E, 2012b, S.192)

Demzufolge wendet die ENTSO-E neben technischen Bewertungskriterien auch skologische und skono-

mische (elektrizitdtswirtschaftliche) Kriterien an.

Basierend auf der EU-Richtlinie 347/2013 (Européische Union, 2013) wird im TYNDP-2014 eine um-
fassende und standardisierte Kostennutzenanalyse (cost-benefit-analysis, CBA) zur Bewertung der
Netzausbauprojekte angewendet. Neben der einheitlichen Bewertungsmethode aller Netzprojekte dient
die CBA-Methode zudem zur Bestimmung sogenannter PCI" (Europiische Kommission, 2014). Die
Methode baut dabei auf der im TYNDP-2012 angewendeten Multi-Kriterien-Analyse auf. Nachfolgend
werden jene Nutzen kurz beschrieben, welche aus der Gesamtsystemgebundenheit von Erzeugung, Netz

und Verbrauch resultieren und damit elektrizitdtswirtschaftliche Indikatoren fiir Netzausbau sind.

o Social and economic welfare: Die soziale bzw. 6konomische Wohlfahrt wird in der Methode der
ENTSO-E entweder auf Basis der Reduktion der Erzeugungskosten (generation approach)
oder auf Basis der Veréinderung von Produzenten-, Konsumenten- und Engpassrente (surplus
approach) berechnet. In beiden Fillen ergibt sich eine Veréinderung basierend auf der mit dem
untersuchten Netzprojekt einhergehenden Erhéhung der Transportleistung (sog. GTCY). Der
Bewertungsprozess umfasst dabei zwei Analyseschritte. Im ersten Schritt wird das untersuchte
Netzprojekt beriicksichtigt, wihrend im zweiten ohne das Projekt gerechnet wird. Die
Differenz der (stiindlich aufsummierten) Kraftwerkseinsatzkosten (generation approach) bzw.
Wohlfahrtskomponenten (surplus approach) zwischen der Berechnung mit und jener ohne dem
Netzprojekt beziffert den Wert des Projektes in Geldeinheiten. Die Berechnung erfolgt dabei
mit dem Marktmodell, lediglich netzinterne Redispatchkosten werden basierend auf Netzmo-
dellen durchgefiihrt. Als weiteres Ergebnis dieser Analyse zeigen sich eine ggf. veréinderte RES-
Integration (in Leistungs- bzw. Energieeinheiten) sowie die Verdnderung der CO,-Emissionen

durch die Umsetzung des untersuchten Netzprojektes. (ENTSO-E, 2013a, {f.31-35)

o RES-Integration: Das Kriterium ,RES-Integration“ wird in zwei Indikatoren unterteilt. Der
erste Indikator beschreibt als Leistung (MW) den unmittelbaren Netzanschluss von erneuer-
baren Energien. Der zweite Indikator beschreibt die Energiemenge (MWh) aus erneuerbaren
Quellen, welche durch den Netzausbau zusétzlich in das Stromnetz integriert werden kann.

(ENTSO-E, 2013a, {f.36-37)

e Verinderung der CO,FEmissionen: Ahnlich wie die Erzeugungskostenreduktion durch Netzaus-
bau kann auch die Verinderung der CO,-Emissionen bestimmt werden. Kommt es durch Netz-

ausbau zu einem anderen Kraftwerkseinsatz, so verdndern sich auch die CO,-Emissionen.

2 Project of Common Interest (Projekt von gemeinsamem Interesse) gemiB EU-Verordnung Nr. 347/2013
3 Grid Transfer Capability in MW (ENTSO-E, 2012b, S.196)
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Neben diesem Substitutionseffekt beriicksichtigt die ENTSO-E auch etwaige CO,-Reduktion
durch verringerte Netzverluste. Die COj,Reduktionsmenge wird in Kilotonnen pro Jahr

erhoben (ENTSO-E, 2013a, S.38)

Wie in Abbildung 5 dargestellt, werden die fiir jedes Netzprojekt quantifizierten Indikatoren farblich
codierten Klassen zugeordnet. Zudem werden Sensitivititsanalysen einzelner Indikatoren bspw. auf
Brennstoffpreisentwicklung, CO,-Preisentwicklung, Verbrauchswachstum, Inbetriebnahmejahr des
Netzprojektes usw. durchgefiihrt. Abschliefend erfolgt eine Kosten-Nutzen-Abwigung, wobei auch
externe Kosteneffekte (wie z.B. tkologische Begleitkosten) nicht vernachliissigt werden diirfen. Dabei
ist insbesondere auf eine objektive Kostenbestimmung Bedacht zu nehmen. (ENTSO-E, 2013a, ff.43-
44) (ENTSO-E, 2013b, ff.6-8)

Internal Grid |Cross-border|Contribution

Transfer Grid Transfer |to 10% Social and Security |RES co2 Technical
Capability  |Capability  |Intercon- Economic of Supply |Integration |emissions  |Losses Resilience |Flexibility Environmental |Social
Increase Increase nection Welfare [€] |[MWh] |[MWh] variation [kt]|variation [€] [(++/--) (++/--) Costs [€] [Impact Impact
MW_ MWAtoB

Generation

and/or MW % Km Km
and/or MW

Bto A
Demand

Abbildung 5: Beispielmatrix der Multi-Kriterien-Analyse (ENTSO-E, 2013a, S.24)

2.3 Regional Transmission Expansion Plan (PJM)

Der PJM-Markt (Pennsylvania, New Jersey, Maryland) ist mit mittlerweile insgesamt dreizehn Mit-
gliedsstaaten einer der groBten Strommiirkte weltweit. Als regionaler Ubertragungsnetzbetreiber' ist
PJM neben dem Systembetrieb'® auch fiir die Ausbauplanung des Netzes zustindig. Dieser sogenannte
Regional Transmission Expansion Plan (RTEP) wird basierend auf regionalen PJM-Standards bzw.

nationalen Planungsstandards der NERC'®'" bzw. der FERC" durchgefiihrt. (PJM, 2014b).

TPL-001 A All Facilities in Service
TPL-002 B Fault with Normal Clearing — Loss of all Facilities Associated with a Single Contingency
TPL-003 Cl Bus Section Faults
C2 Breaker Failure
03 Fault with Normal Clearing Followed by Re-Dispatch Followed by a Second Fault with Normal
Clearing (N-1-1 Contingency)
C5 Multiple Circuit Tower Line
TPL-004 D Extreme Events

Abbildung 6: NERC Standards und deren Beschreibung (PJM, 2013a, S.28)

" Regional Transmission Organisation (RTO) als Independent System Operator (ISO) mehrerer Bundesstaaten.

5 Als RTO betreibt PJM umfinglich den GroShandelsmarkt (mit Energie-, Regelenergie-, Kapazititsmarkt,
Demand Response, Ubertragungsrechte etc.) und das Hochstspannungsnetz. Die Langfristplanung des Netzes
gehort ebenso zu den Kernaufgaben des RTO.

o Die NERC ist eine Non-Profit Organisation fiir die Zuverlissigkeit des Nordamerikanischen Stromsystems und
unterliegt der Energieregulierungsbehérde FERC.

Y 2.B. “Reliability Standards Development Plan” (NERC, 2013)

8 2.B. Order No.1000: “Zransmission Planning and Cost Allocation by Transmission Owning and Operating
Public Utilities”. (FERC, 2014)
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Netzausbauplanung ist laut PJM die Summe aus Zuverlissigkeits- und Wirtschaftlichkeitsplanung.
Daher verfolgt der RTEP-Prozess fiir den Planungshorizont von 5 (near term) bzw. 15 Jahren (long
term) mehrere Planungspfade. Die beiden bedeutendsten sind dabei die Zuverldssigkeitsanalyse (relia-
bility planning) und die Wirtschaftlichkeitsanalyse (economic planning). Die Zuverldssigkeitsanalyse
erfolgt fiir definierte Standards (sog. TPL, Transmission Planning) der NERC (Abbildung 6). Der
Standard TPL-002 (Kategorie B) beschreibt z.B. den (n-1)-Ausfall. (PJM, 2013a)(PJM, 2014a)

Abbildung 7 zeigt am Beispiel des RTEP aus dem Jahr 2012 die durchgefiihrten Netzberechnungen je
NERC-Standard im Rahmen der Zuverldssigkeitsanalyse. Diese umfassen unter anderem (n-1-1)-Rech-

nungen, Spannungsstabilititsanalysen, Common-Mode-Fehler, Kurzschlussberechnungen usw.

Test TPL-001 TPL-002 TPL-003
Normal System Analysis X

Single Contingency Analysis X

Multiple Contingency Analysis X
NERC Category C3 “N-1-1" Analysis X
Generator Deliverability Analysis X X

Common Mode Outage Analysis X
Load Deliverability Analysis X X

Stability Analysis X X X
Voltage Stability Analysis X X X
15 Year Planning Analysis X X x*

* Tower Contingencies Only

Abbildung 7: Zuverlédssigkeitsanalyen, welche im Rahmen des RTEP-Prozesses 2012 durchgefiihrt werden. (PJM,
2013b, S.3)

Die Wirtschaftlichkeitsrechnungen (Market Efficiency Analysis) im Rahmen des RTEP-Prozesses ver-
folgen das Ziel, den wirtschaftlichen Nutzen von Mafinahmen im Netz zu bestimmen. Dieser Nutzen
kann vorwiegend durch die Verringerung von Engpissen generiert werden. Im Rahmen des RTEP-Pro-
zesses werden Simulationen' (Abbildung 8) mit und ohne das untersuchte Netzprojekt vollzogen. Aus
der Differenz dieser Simulationen kann ein etwaiger konomischer Nutzen quantifiziert werden. Unter-
schieden werden mit dem Istnetz (,as is“) und dem zukiinftigen Netz (,as planned®) zwei Netztopo-
logien. In den unterschiedlichen Simulationen wird die Wirkung des untersuchten Netzprojektes in
beiden Topologien und bei jeweils gleicher Erzeugungs- bzw. Lastsituation untersucht. Mit der
wBenefit-to-Cost Threshold “ fiilhrt PJM eine transparente Bewertungsgrofie fiir Netzausbauprojekte
ein. In das Nutzen-Kosten-Verhiltnis fliefit der Barwert (Kosten- und Nutzenseite) der ersten 15
Betriebsjahre des untersuchten Netzprojektes ein. Die Kostenseite umfasst die Gesamtkosten des
untersuchten Netzprojektes in den ersten 15 Betriebsjahren. Die Nutzenseite setzt sich aus zwei Kom-
ponenten zusammen, dem sog. ,energy market benefit“ (Energiemarkt) und dem sog. ,reliability
pricing model benefit* (Kapazitdtsmarkt). Der Nutzen im Energiemarkt basiert auf einem stiindlichen
Kraftwerkseinsatz unter Berticksichtigung der Netzrestriktionen' fiir ausgewihlte zukiinftige Jahre.
Durch Differenzbildung der Kosten aus Simulationen mit und ohne das untersuchte Netzprojekt lisst

sich der jdhrliche Nutzen quantifizieren. Dieser wird auf die ersten 15 Betriebsjahre des Projektes

Y Anwendung des Modells PROMOD mit Kraftwerkseinsatzoptimierung unter Beriicksichtigung —der

Netzsicherheit (security constrained generation commitment and dispatch) in stiindlicher Auflosung. (PJM,
2013a, S.41)
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extrapoliert. Die in der Barwertmethode eingesetzte (jihrliche) Nutzenseite setzt sich im Verhé#ltnis
70:30 aus den durch das Netzprojekt veriinderten Produktionskosten (Brennstoffkosten, variable
Betriebs- und Wartungskosten und Emissionskosten) und den verdnderten Engpassmanagementkosten
(zonale Energie multipliziert mit Zonenpreis®) zusammen. Die zweite Komponente der Nutzenseite
beruht auf Auswirkungen des untersuchten Netzprojektes auf den Kapazitdtsmarkt (reliability
market). Die in der Barwertmethode eingesetzte (jéhrliche) Nutzenseite setzt sich im Verhéltnis 70:30
aus den durch das Netzprojekt verdnderten Systemkapazitédtskosten (total system capacity costs) und
den Lastkapazititszahlungen (load capacity payments) zusammen. Die Systemkapazitéitskosten
ergeben sich aus der Kostendifferenz der zugeschlagenen Kapazitit? im Kapazititsmechanismus
zwischen der Simulation ohne Netzprojekt und jener mit dem Netzprojekt. Die Lastkapazititszahlun-
gen sind das Produkt aus zonaler Last und zonalen Kapazititspreisen des Kapazitdtsmechanismus.
Jene untersuchten Netzprojekte, welche ein Nutzen-Kosten-Verhiltnis (Benefit-to-Cost Threshold) von
mindestens 1,25 aufweisen sind aus 6konomischer Sicht genehmigungsfihig. Damit beriicksichtigt der
RTEP-Prozess neben rein technischen Netzausbaukriterien auch 6konomische Planungsgrundlagen.
(PJM, 2013a, S.41ff.) (PJM, 2014a, S.87ff.)

Generation 7  Demand

Scenarios Resource

{ \omm/ )

Transmission Load

< Market
Topology Eﬁ"iciency <——>\  Forecasts

\/ ./

Emissions

Fuel
Costs

Costs "

Abbildung 8: Einflussfaktoren auf die Simulationen zur Bestimmung der 6konomischen Effektivitit von
Netzprojekten im RTEP-Prozess (PJM, 2013a, S.44)

2.4 Tools for economically optimal transmission development plans (CIGRE)

Die Working Group C1.24 der CIGRE ist Herausgeber einer technischen Broschiire iiber konomisch
optimale Netzausbauplanung (CIGRE, 2014). Die Autoren weisen darauf hin, dass vor der Liberalisie-
rung eine ckonomisch optimale Gesamtsystemplanung aus Erzeugung und Netz in den vertikal inte-
grierten Unternehmen vollzogen wurde. Mit der Liberalisierung ist eine direkte Verbindung zwischen
Investitionsentscheidungen in Erzeugungskapazititen und jenen in Netzkapazitéiten nicht mehr gege-
ben. Dennoch gilt es Marktorganisation, Marktmacht, Regulierung usw. im Prozess der Netzausbaupla-
nung abzubilden. Der Anspruch, skonomische Auswirkungen der Netzinvestitionen in der Netzplanung
zu beriicksichtigen, nimmt angesichts der Herausforderungen an eine robuste Netzplanung zu. Auch
die Moglichkeit der Abwégung bzw. die Reihungsmoglichkeit alternativer Netzprojekte hinsichtlich
deren Wirkungen und deren Kosten gewinnen zunehmend an Bedeutung. Ahnlich dem Ansatz von
ENTSO-E (vgl. Abschnitt 2.2) werden zunéchst, z.B. fiir den langfristigen Planungshorizont (z.B. 25

Jahre), Szenarien definiert (Abbildung 9). Diese umfassen die erwartete Entwicklung von Erzeugung

? Locational Marginal Price (LMP)
I Base Residual Auction im Reliability Pricing Model im PJM-Markt (PJM, 2014c)
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(Zubau und Sterbelinien des Kraftwerksparks), Last sowie Import/Export-Verhalten. Beeinflusst wird
das Szenario unter anderem von tkonomischen, politischen und regulatorischen Erwartungshaltungen
an die Zukunft. Fiir jedes konsistente Szenario wird zunéchst bei gegebenem Bestandsnetz eine
Schwachstellenanalyse durchgefiihrt (doing nothing option) und anhand von Planungskriterien evalu-
iert. Diese beinhalten neben anerkannten technischen Planungsgrundlagen (n-1-Rechnungen) auch
okonomische Kriterien. Daraus resultieren mogliche erste Losungen, welche unter Bedacht unterschied-
licher Technologien (HVDC, FACTS etc.) einem tiefergehenden Abwigungsprozess (Kosten-Nutzen-
Analyse) unterzogen werden. (CIGRE, 2014, S.19ff.

Scenarios
developme
Security
analysis

Planning

Including congestion

)
/ analysis

No expansion

criteria

Identification of REALISEGRID
first, broad group / proposed
of soluti approach
v _\\ g
Techno- Identification of\ Environmental/
economic  [—* second, restricted >—‘ social
| assessment | group of solutions/ assessment

Cost-benefit analysis Finl(ranking of

Traditional approach

including social welfare Decision
and reliability benefits making

Abbildung 9: Basisablauf fiir den Netzausbauprozess (CIGRE, 2014, S.23)%

Diese Kosten-Nutzen-Analyse hat den Zweck, eine Vergleichbarkeit potenzieller Netzausbaumafinah-
men herbeizufithren und diese, gemessen an ihrem okonomischen Nutzen, in eine Reihenfolge zu
bringen. Sozial-6konomische Bewertung kann als zusétzlicher Schritt bedacht werden. (CIGRE, 2014,
S.23ff.)

Expansion benefit Key Indicator | Impact assessment
Reliability increase VOLL abs(VOLL it - VOLLyitnout)
Congestion reduction (substitution effect) SwW (SWP it — SWihout)
Market competitiveness increase (strategic effect) Sw (SW with — SW i)

osts trate S
+ (SWitnout - SWP 2% o)

System losses reduction L abs(Luith - Luithout)
Better utilisation of renewable generation UF (UFyith = UFithout) OF
AP (APyith = DPyithout)
Emission savings E abs(Evyitn - Euwithout)
External costs reduction Ext abs(Extyitn - Extyithout)
Fossil fuel costs reduction FFcost abs(FFcostyii - FFcostyinout)
Capital deferral CAPEX abs(CAPEX,ithout — CAPEXitn)

Abbildung 10: Nutzenfaktoren der Kosten-Nutzen-Analyse (CIGRE, 2014, S.27)

* Die Kosten-Nutzen-Analyse war Gegenstand der Forschung im Rahmen des EU-Projektes REALISEGRID
(http://realisegrid.rse-web.it /).
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Abbildung 10 zeigt die Nutzenfaktoren der Kosten-Nutzen-Analyse im Planungsansatz 1t. (CIGRE,
2014). Vergleicht man diese mit Abbildung 4 bzw. Abbildung 5 in der Kosten-Nutzen-Analyse lt.
(ENTSO-E, 2012b) bzw. (ENTSO-E, 2013a) zeigen sich erwartungsgem#fi dieselben technischen,
okonomischen und 6kologischen Parameter um die Wirkung von Netzausbau umfassend zu

beschreiben.

2.5 Regulatory investment test for transmission application guidelines (AER)

Die australische Energieregulierungsbehérde AER* schreibt fiir die Netzausbauplanung den soge-
nannten RIT-T* vor. Dabei handelt es sich um eine Kosten-Nutzen-Rechnung, welche gemifl der Vor-
schrift vom Netzbetreiber in der Planung fiir Netzprojekte® angewendet werden muss. Diese Kosten-
Nutzen-Analyse dient zur Abwigung alternativer baulicher Mafinahmen im Stromnetz und schlussend-
lich zur Bestimmung der wirtschaftlichsten Losung. Damit kommt neben der technischen Bewertung®
auch eine elektrizitdtswirtschaftliche Planungskomponente basierend auf langfristigen Szenariorechnun-
gen hinzu. Der RIT-T lésst sich in sechs, nachfolgend angefiihrte Schritte zusammenfassen, wobei das
Regelwerk des Regulators jede Komponente der Analyse umfassend festlegt. (AER, 2010b, S.8ff.)
(AER, 2010a)

1. Identifizieren einer notwendigen Mafinahme im Netz. Dabei wird zunichst ein Investitions-
bedarf identifiziert (z.B. Probleme mit Spannungshaltung). Die konkrete Mafinahme (z.B.
Kompensationseinrichtung im Umspannwerk) zur Behebung der Schwachstelle wird noch nicht
definiert. Die Notwendigkeit der Behebung der Schwachstelle kann sowohl technisch als auch
(wohlfahrts-)okonomisch begriindet werden. So kann beispielsweise der identifizierte Bedarf

mit einem Anstieg der Wohlfahrt interpretiert werden?’.

2. Identifizieren alternativer Optionen. In diesem Schritt werden denkbare Alternativen zur Be-
hebung der identifizierten Schwachstellen definiert. Jede Option muss fiir sich technisch mog-
lich und wirtschaftlich sein. Dabei miissen ggf. auch Mafinahmen bedacht werden, welche nicht
netzgebunden sind. Die Anzahl notwendiger Optionen ist dabei proportional zu den maxi-
malen Kosten einer Option zur Behebung der Schwachstelle. Damit wird sichergestellt, dass

kostenintensive Schwachstellen durch mehrere Optionen im RIT-T gepriift werden.

3. Festlegen denkbarer Szenarien. Die Anzahl der konsistenten Szenarien wird an die Optionen
angepasst. Berticksichtigt werden Verbrauchswachstum, Entwicklung der Erzeugungskosten,

Entwicklung von Mafinahmen zur Lastflexibilisierung (Demand Side Management), usw.

4. Quantifizieren der Kosten jeder Option. Barwert der Kosten der untersuchten Option zur Be-
hebung der Schwachstelle. Dieser beinhaltet Investitionskosten, Betriebs- und Wartungskosten
wihrend der technischen Lebensdauer der Option, administrative Kosten (z.B. Genehmi-

gungen usw.).

# Australian Energy Regulator (AER)

# Regulatory investment test for transmission (RIT-T)

» Dabei gibt es auch definierte Ausnahmeregelungen. (AER, 2010b, S.5ff.)

% 2.B. (n-1)-Analysen, Spannungs- und Frequenzstabilitit etc. (Transgrid, 2013, S.74 (Appendix A1.2))

" Der Bedarf des Projektes Heywood Interconnector zwischen South Australia und Victoria wird bspw. folgender-
maflen definiert: ,,7he ‘identified need’ for the proposed investment is an increase in the sum of producer and
consumer surplus, i.e., an increase in net market benefit.“ (AEMO; ElectraNet, 2013, S.I).
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5.  Quantifizieren des Nutzens jeder Option. Barwert des Nutzens der untersuchten Option zur
Behebung der Schwachstelle Im RIT-T werden die erhobenen Alternativen (Schritt 2) fiir
unterschiedliche Szenarien (Schritt 3) mit einem Basisfall verglichen. Gegebenenfalls wird die
FEintrittswahrscheinlichkeit der Szenarien als Gewichtungsfaktor der Kosten- bzw. Nutzenseite
berticksichtigt. Die Nutzenseite (market benefits) umfasst bspw. Veréinderungen bei den Kraft-
werkseinsatzkosten, Verdnderungen im Bereich geplanter und ungeplanter Verbrauchsein-
schrinkungen, Folgekosten fiir Dritte (z.B. Verdnderung der Inbetriebnahme neuer Kraft-
werke), Anderung der Netzverlustkosten, Veréinderung der Systemdienstleistungskosten sowie
Kosten durch Verfehlung von RES-Zielen.

6. Quantifizieren des Nettonutzens. Der Nettonutzen berechnet sich aus der Differenz von Nutzen
(Schritt 5) und Kosten (Schritt 4). Somit ist eine anschliefflende Reihung der Netzausbauvor-
haben moglich.

Der gesamte RIT-T ist als dreistufiger Prozess mit ¢ffentlichen Konsultationsphasen konzipiert. Ein
praktisches Anwendungsbeispiel des RIT-T ist der Heywood Interconnector zwischen South Australia

und Victoria. (AEMO; ElectraNet, 2013)

Option
Option 1a
[e.:LLII BN series compensation + 798 270.5 190.8 =1
132 kV works

. Option 1a + 3" South East
s e 70.7 2275 156.8 6
. Option 1b + 3" South East
tronsformer 92.7 2704 177.7 3
New Krongart-Heywood
500 kV interconnector + 212.2 303.0 90.8 8
275 kV works

132 kV works + 100 MVAr 30.6 155.6 125.0 7
capacitor
m 200 MW DM + Option 1b 1471 304.1 156.9 5

g Control schemes + 500 kV
Option 6a bus tie 176 18.5 18 9

Control schemes + Option
Option 6b 1b minus 3" Heywood 64.1 253.1 190.0 =1
transformer

Abbildung 11: Vergleich alternativer Optionen fiir Heywood Interconnector (AEMO; ElectraNet, 2013, S.V)

Market
benefit

Net market
benefit

Ranking under

Description Costs RIT-T

3" Heywood transformer +
100 MVAr capacitor + 57.8 222.2 164.4 4
132 kV works

3" Heywood transformer +

Abbildung 11 zeigt fiir den Handlungsbedarf zwischen Victoria und South Australia die Ergebnisse des
RIT-T fiir verschiedene definierte Alternativlsungen. Basierend auf dem Nettonutzen aus Differenz

zwischen Kosten und Nutzen erfolgt eine Reihung der Optionen.
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3 Entwicklung von Methoden zur strategischen
elektrizitatswirtschaftlichen Netzentwicklung

Die Netzausbauplanung héngt mafgeblich von der zukiinftigen Entwicklung des Gesamtsystems ab.
Dieses aus Erzeugung, Verbrauch, Speicher und Stromnetz bestehende Gesamtsystem veréndert sich
im Zuge der Energie- bzw. Stromwende rasant in Richtung bedarfsferner und dargebotsabhingiger
Aufbringung. Der Effekt dieses Strukturwandels auf das Hochstspannungsnetz zeigt sich zeitweise
bereits heute im Netzbetrieb. Der Umfang an Redispatch als operative Mafinahme des Engpassmanage-
ments hat in den vergangenen Jahren stark zugenommen (Monopolkommission, 2013, S.173)
(Bundesnetzagentur; Bundeskartellamt, 2013). Am Beispiel der Regelzone 50hertz kann der Zusam-
menhang von Redispatchumfang® und vertikaler Netzlast beobachtet werden (Abbildung 12). Geringe
oder negative vertikale Netzlasten treten in Zusammenhang mit hohen FEinspeisungen erneuerbarer
Energien (in den unterlagerten Netzebenen) in Erscheinung. Durch Redispatch erfolgt eine Netzent-
lastung indem marktfihige Kraftwerke in deren Produktion eingeschrinkt und in gleichem Leistungs-

umfang Kraftwerke hinter (strukturellen bzw. situativen) Engpéssen hochgefahren werden.

—— Redispatch (EnWg §13.1 und §13.2) vertikale Netzlast
12

10
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Abbildung 12: Dauerlinie der vertikalen Netzlast im Zeitraum 01.2013 bis 04.2014 und Anpassungen nach §13
EnWG in der Regelzone 50hertz. (Datenquelle fiir Redispatch: (50hertz; Amprion; TenneT; TrasnetBW, 2013);
Datenquelle fiir die vertikale Netzlast: (50hertz, 2014b))

Gemeinsam mit der Umsetzung des européischen Binnenmarktes und dem Ausbau grenziiberschrei-
tender Netzverbindungen steigen auch die grenziiberschreitenden Stromfliisse (Abbildung 13). Zusam-
men mit dem Strukturwandel auf der Aufbringungsseite entsteht zunehmend die Notwendigkeit einer
elektrizitdtswirtschaftlichen Netzentwicklung unter Beriicksichtigung des Gesamtsystems und in Er-
génzung zur klassischen und von technischen Planungsgrundlagen gepriigten Netzausbauplanung. Das
elektrizitidtswirtschaftliche Simulationsmodell ATLANTIS (Anhang A-I) ermoglicht mit seiner umfas-
senden Daten- und Modellbasis elektrizitétswirtschaftliche Analysen der kiinftigen europiischen Elek-

trizitdtswirtschaft.

% MaBnahmen entsprechend EnWG §13.1 und §13.2
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Abbildung 13 Import-Export-Saldo der Regelzone APG im Zeitverlauf 2002 bis 2013 (Kaschnitz, 2014)

In Abschnitt 3.1 wird die grundlegende Herangehensweise an die zukunftsorientierte elektrizitidtswirt-
schaftliche Netzentwicklung mit dem Simulationsmodell ATLANTIS gezeigt. Daran anschliefflend er-
folgt in Abschnitt 3.2 eine Darstellung der DC-Lastflussrechnungen und eine Abhandlung iiber die
Anwendbarkeit des DC-OPF-Ansatzes (DC optimized power flow) und dessen Integration in das
Simulationsmodell ATLANTIS (Nacht, 2010). Im Rahmen dieser Arbeit werden neue Methoden und
Algorithmen gezeigt, welche die Uberlegungen zur Integration von steuerbaren Transportkorridoren in
den Fokus des elektrizitdtswirtschaftlichen Aspektes der Netzentwicklungsplanung stellen. Unter dem
Begriff ,steuerbarer Stromtransport® wird der Einsatz eines (gerichteten) Netzelements verstanden,
welches in Hohe und Richtung des Lastflusses iiber das Mafli herkémmlicher Netzelemente hinaus-
gehend beeinflussbar ist. Die Systemintegration von Netzkorridoren, welche im bestehenden Hochst-
spannungsnetz den gerichteten und steuerbaren Stromtransport erméglichen, wird im Rahmen dieser

Arbeit unter Beriicksichtigung der nachfolgend angefiihrten Aspekte umfassend betrachtet:
e Abbildung von DC-Systemen im DC-OPF-Modellansatz (Abschnitt 3.3)

e Bestimmung von elektrizititswirtschaftlich vorteilhaften Anschlussknoten fiir steuerbare

Transportkorridore (Abschnitt 3.4)
e  Wirkung von steuerbaren Korridoren auf das 220/380-kV-Netz (Abschnitt 3.5)

Im Abschnitt 3.6 wird das Marktmodell basierend auf dem NTC-Ansatz (Nischler, 2009) erldutert. Der
dann folgende Abschnitt 3.7 behandelt eine Methode zur Umsetzung von lastflussbasiertem und
implizitem Market Coupling basierend auf dem Ansatz von Power Transter Distribution Factors
(PTDF), wobei in weiterer Folge zwei Methoden zur Einbindung von steuerbaren Korridoren in das
lastflussbasierte Engpassmanagement gezeigt werden (Abschnitt 3.8). Abschnitt 3.9 vergleicht die
Methoden am Beispiel einer IEEE-Testnetzstruktur. In Abschnitt 3.10 wird die im Rahmen dieser
Arbeit entwickelte Kooperationsschnittstelle zwischen Marktmodell und DC-Lastflussmodell beschrie-
ben. Dadurch wird der Import/Export-Handelsfahrplan einer Regelzone auf die physikalische Ebene
des Lastflusses transferiert und eine genauere Abbildung der Realitéit im Simulationsmodell ATLAN-
TIS erreicht. Eingangs eines jeden Abschnittes wird, sofern relevant, eine kurze Darstellung bisheriger

Forschungen beziiglich der jeweiligen Fragestellung vorgenommen.
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3.1 Elektrizitatswirtschaftliche Netzentwicklung mit ATLANTIS

In diesem Abschnitt wird die Netzentwicklungsplanung mit dem Simulationsmodell ATLANTIS darge-
stellt. Wie in Anhang A-I beschrieben, umfasst die Datenbasis von ATLANTIS den Kraftwerkspark,
den Verbrauch je Netzknoten und das 220/380-kV-Hochstspannungsnetz fiir das kontinentaleuropé-
ische Verbundsystem (Abbildung 14). Diese Datenbasis beinhaltet neben dem Bestand auch konsisten-
te Szenarien fiir die mogliche Systementwicklung (Kraftwerkspark, Verbrauch, Netz, Brennstoffpreise,

CO,-Preise usw.) in den kommenden 20 Jahren.

Legende
[ thermische Kraftwerke 380 kV Bestand
9 Kemenergie ~——— 220 kV Bestand b
@ Wasserkraft —— 110-150 kV od. HGU Bestand
A Windkraft =~ - 380 kV Projekt
& Solarenergie 220 kV Projekt
& sonstige Erneuerbare ------- 110-150 kV od. HGU Projekt

Herausgeber. IEE, TU Graz
Kartengrundiage: GADM V2.0

<
WMI)) © ; 2 . ‘ ‘,4
Abbildung 14: kontinentaleuropiischer Kraftwerkspark und Hochstspannungsnetz in ATLANTIS im Jahr 2012%

Die Konsistenz der Szenarien wird dabei iiber die Verwendung offentlich konsultierter, politisch
festgelegter und z.T. auch rechtlich verankerter Systementwicklungspfade der einzelnen im Modell ab-
gebildeten Staaten herbeigefiihrt ohne dabei europdische (z.B. 20-20-20-Ziele, Kyoto-Protokoll usw.)
und globale (Rohstoffpreisentwicklung, Wirtschaftswachstum, usw.) Entwicklungstendenzen aufler
Acht zu lassen. Der Modellkern von ATLANTIS (Abbildung 15) besteht aus einem Marktmodell
(Abschnitt 3.6) sowie eine darauf aufbauende DC-Lastflussrechnung mit optimiertem Kraftwerksein-
satz (Abschnitt 3.2 und 3.10). Diese Kombination aus Szenariodaten, Marktmodell und DC-OPF-
Modell ermoglicht die zukunftsorientierte und gesamtsystemische Netzentwicklung mit langfristigem
Planungshorizont. Aus den Simulationen folgen Indikatoren fiir die Netzentwicklung, welche zudem

mit den folgenden wesentlichen Séulen der européischen Energie- und Klimapolitik korrespondieren:
e Integration von Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien,
e Reduktion der CO,-Emissionen und

e Vollendung des européischen Elektrizitéitsbinnenmarktes.

? Das im Rahmen dieser Arbeit verwendete Rohkartenmaterial (Lindergrenzen, administrative Grenzen usw.)
stammt aus (GADM, 2012) bzw. aus (DIVA-GIS, 2012).
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Datenbank, Modelle und Szenariodefinition
Allgemeine Parameter, Netz und Knoten, Kraftwerke und Kraftwerksparameter,
Unternehmensdaten, Hydro-Datenbank, Bedarfsentwicklung, Brennstoff- und CO--
Preisentwicklung, Kraftwerksparkentwicklung, Netzentwicklung...

Leistungsdeckungsrechnung
Lastflussrechnung fiir die Jahreshéchstlast und Sommerhdchstlast unter
Berticksichtigung der gesichterten Leistung.
falls notig: automatischer Kraftwerkszubau an optimierten Standorten

-~~~

Folgende Modelle werden fiir jede Periode in jedem Monat berechnet:

Energiedeckung: Gesamtmarktmodell
monatliche Dauerlinie pro Land unterteilt in PEAK/OFFPEAK
(frei diskretisierbare Anzahl an Perioden)
Optimierung: kostenoptimaler Kraftwerkseinsatz mit Beriicksichtigung des Verbundnetzes

Jahr + 1

Marktmodell: Market Coupling mit NTC
Optimierung: Market Coupling in ENTSO-E CE basierend auf
Net Transfer Capacities (NTC) an den Léndergrenzen (Cross-Border)
Ergebnis: Kraftwerkseinsatz und Landerbilanzen (Reglerwerte)

©IEE/TU Graz

Energiedeckung: Lastfluss nach Marktmodell
Optimierung: kostenoptimaler Kraftwerksredispatch mit Lastfluss unter Einhaltung der
Landerbilanzen aus dem Market Coupling (Minimierung von internationalem Redispatch)

~ J
Extremfall-Tool Unternehmensmodell
Berechnen von Extremfallen innerhalb Bilanz und Gewinn- und Verlustrechnung fiir
des Szenarios die modellierten Erzeugungsunternehmen

Auswertun
Darstellung von Lastfliissen, Kraftwerkseinsatz, Unternehmensbilanzen...

Abbildung 15: vereinfachtes Blockflussbild des Simulationsmodells ATLANTIS

Die bedeutendsten Ergebnisse aus ATLANTIS sind folgende:

e die Entwicklung von Import/Export-Bilanzen zwischen Regelzonen (Abbildung 16) und die
Handelsfliisse zwischen den Marktzonen als Ergebnis aus dem Stromhandelsmodell (z.B. NTC-

basiertes Market Coupling);
e die physikalischen Lastfliisse, welche unmittelbar aus dem DC-OPF (Abbildung 17) folgen;

o der Kraftwerkseinsatz nach Markt (Kupferplatte mit NTC-Werten zwischen den Regelzonen)
und der Kraftwerkseinsatz nach DC-OPF (mit Beriicksichtigung von Netzrestriktionen). Mit

der Berechnung des Kraftwerkseinsatzes lassen sich zudem folgende Parameter quantifizieren:
o der Integrationsumfang erneuerbarer Energien (in Energie- oder Leistungseinheiten);

o die Entwicklung der netzsicherheitsbedingten Eingriffe in den Kraftwerkseinsatz gegen

den Marktpreis (sog. Redispatch);
o die Entwicklung der CO,-Emissionen aus dem Betrieb konventioneller Kraftwerke;

o die Entwicklung der Volllaststunden konventioneller Kraftwerke (u.a. notwendig fiir

Wirtschaftlichkeitsanalysen, Standortanalysen usw.);
e Knotenbilanzen (saldierte Einspeisung und Last) an den 220/380-kV-Netzknoten

Fiir eine robuste Netzplanung ist insbesondere die zeitliche Entwicklung der genannten Parameter
unter Beachtung moglicher Gesamtsystementwicklungen, welche in ATLANTIS durch konsistente Sze-

narien abgebildet werden, von grofler Bedeutung.
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Abbildung 16: Darstellung eines Handelsergebnisses (NTC-basiertes Market Coupling) aus ATLANTIS.

Grenziiberschreitende Handelsfliisse (rote Pfeile...vollstéindige Nutzung der angenommenen Handelskapazitiit).*
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Abbildung 17: Darstellung der physikalischen Summenlastfliisse (DC-Lastfluss) zwischen den Regelzonen in
ATLANTIS. Grenziiberschreitende Leistungsfliisse (rote Pfeile...vollstdndige Nutzung der angenommenen (n-1)-

Kapazitiit der grenziiberschreitenden Leitungen).™

% Die Darstellung beruht auf einer Simulation einer Starkwindsituation in Nordeuropa bei gleichzeitig geringer
Wasserfiihrung im Alpenraum fiir das Jahr 2015.
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In Ergénzung bzw. aufbauend auf den Ergebnissen dieser gesamtsystemischen, elektrizitédtswirtschaft-
lichen Analysen kann in weitere Folge mit AC-Lastflussberechnungsprogrammen die technisch notwen-
dige Netzausbauplanung unter Anwendung international anerkannter Planungsgrundsitze vollzogen
werden. Gegenstand dieser Analysen sind bspw. die Lastflussaufteilung, die Betriebsmittelauslastung,
das Spannungsniveau, der Blindleistungshaushalt und die Netzsicherheit ((n-1)-Kriterium, Common-
Mode-Fehler) (Sillaber & Renner, 2007). Ein derartiger Ansatz wurde beispielsweise im Zuge der
Erstellung des Gutachtens zur Ermittlung des erforderlichen Netzausbaus im deutschen Ubertragungs-
netz (Stigler et al., 2012a) gemeinsam vom Institut fiir Elektrizitdtswirtschaft und Energieinnovation
und dem Institut fiir Elektrische Anlagen® angewendet (Abbildung 18) (Nischler et al., 2013). Das
Simulationsmodell ATLANTIS liefert dabei Inputdaten fiir die AC-Lastflussberechnung mit NEPLAN.
Daraus wiederum werden notwendige Netzoptimierungs-, Netzverstirkungs- und Netzausbaumafl-
nahmen im Drehstromnetz unter Anwendung technischer Planungsgrundlagen (z.B. (n-1)-Analysen)
ermittelt und fiir weitere Berechnungen mit ATLANTIS herangezogen. Zudem folgen aus dem Modell
ATLANTIS quantifizierbare Aussagen iiber die Wirkung und den Nutzen von Netzmafinahmen (z.B.
HGU-Leitungen, Freileitungsmonitoring usw.) auf das Gesamtsystem (vgl. Abschnitt 4.4 und 4.5).
Eine umfassende Beschreibung der Methodik zur Nutzenquantifizierung von Leitungsausbau (RES-
Integration, CO,-Emissionen, Kosten der Stromerzeugung) erfolgte zudem bereits in (Nischler et al.,

2012).

technischer
Planungsansatz

mit NEPLAN

(AC-Lastfluss)

Zeitpunkt o]  Zeitraum AC-Lastflussrechnung
z.B. kalte Winternacht z.B. 2014 bis 2035 fur Extremfalle
variable
Parameter:

EE-Erzeugung pro Jahr: Netzausbauplanung
Verbrauch geman technischer
Leitungen 48 x Market Planungsgrundlagen:
Kraftwerke Coupling

ENTSO-E CE (n-1)-Sicherheit,
Market Coupling Common-Mode-Fehler,
fur ENTSO-E Q Blindleistungskompen-
O 48 x DC-OPF sation etc.
DC-OPF-Modell i (s
fiir ENTSO-E pensatz r_ Anwendung des
— NOVA-Prinzips
Entwicklung des Redispatchumfangs, EE- L
Integration, Emissionen, Wirkung und (Netzoptimierung vor
Integration steuerbarer Korridore, optimale Netzverstarkung vor
Anschlussknoten fir steuerbare Korridore, Netzausbau)
etc.

Abbildung 18: Methodik der Netzentwicklungsplanung am Energie Zentrum Graz. vgl. (Stigler et al., 2012a)

In den nachfolgenden Abschnitten werden der Modellkern bestehend aus DC-OPF-Modell und Markt-
modell und die im Rahmen dieser Arbeit entstandenen Methoden und Optimierungsmodelle fiir die

elektrizitdtswirtschaftliche Netzentwicklung mit ATLANTIS diskutiert.

3! beide Technische Universitéit Graz
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3.2 DC-Lastflussrechnung und DC optimized power flow Modell

Im Kern basiert jedes DC-OPF-Modell auf der Gleichstromlastflussberechnung (DC-Lastfluss) wie sie
bspw. in (Oeding & Oswald, 2011, S.526) oder (Stott et al., 2009) dargestellt ist. DC-OPF-Modelle™
werden in vielerlei Hinsicht und in unterschiedlicher Ausprigung® fiir die Optimierung des Kraftwerks-
einsatzes unter Beriicksichtigung des Netzes eingesetzt. Die Gleichungen (3-1) und (3-2) stellen

zunichst die AC-Lastflussgleichungen dar.

U? U,U
P, = ﬁcos(tpkk) —~ Zkk ™ c0s(0 — Oy + Yierm) (3-1)
m
Ui UpUp
Qr = Z_kkSln(lpbkk) 7 = 5in(Ox — Oy + Piery) (3-2)
m
1 1 _
T |m + G +]Bk| Yy = arg (Zkk) (3-3)
m m
1 1
7 m| Yim = arg (Zim) (3-4)
m m m
... Netzknoten

Wirkleistungsfluss von Knoten k nach m, am Knoten k [p.u.]
Blindleistungsfluss von Knoten k nach m, am Knoten k [p.u.]

... Knotenspannungswinkel am Knoten k [rad|

Realteil der Langsimpedanz (Wirkwiderstand) zwischen k und m [p.u.]
Imaginérteil der Léngsimpedanz (Blindwiderstand) zwischen k und m [p.u.]
... Winkel der Langsimpedanz Z, , zwischen k und m

Realteil der Queradmittanz (Wirkleitwert) am Knoten k [p.u.]

Imaginérteil der Queradmittanz (Blindleitwert) am Knoten k [p.u.]

Winkel der Querimpedanz Z, am Knoten k
Ausgehend von den AC-Lastflussgleichungen (3-1) und (3-2) in (Renner, 2013, S.43) kann durch fol-
gende Vereinfachungen der DC-Lastfluss abgeleitet werden.

e Vernachlissigung der Wirkverluste (R,,,=0, Pm=m2)

e Vernachlissigung der Querelemente (G, =B,=0)

e Annahme eines kleinen Leitungsspannungswinkels, so dass sin(@, — 0,,) = 0, — 0,, und

cos(0, — 0,,) = 1gilt
e Flaches Spannungsprofil mit Nennspannung an allen Knoten (U,=U_ =1 p.u.)

Mit den Vereinfachungen ergibt sich

1 1 1

T
— - = = Y = = — 3-5
Zkk ka ka km 1/)kk l/ka 2 ( )

% DC optimized power flow (DC-OPF)
3 Bine umfassende Ubersicht iiber verschiedenste Anwendungsbeispiele eines DC-Lastflusses gibt (Stott et al.,

2009). Stellvertretend fiir eine Vielzahl an Anwendungsbeispielen eines DC-OPF-Modells stehen zudem
(Zimmermann et al., 2011), (Farahmand et al., 2010), (Jacobo & De Roure, 2008) oder (Overbye et al., 2004).
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und in weiterer Folge

Or — O
Py =Yim - (O — Op) = “x. (3-6)
km
km................ Netzknoten
Pl Wirkleistungsfluss von Knoten k nach m, am Knoten k [p.u.]
Opecviiiinnn Knotenspannungswinkel am Knoten k [rad]
D, (T Léngsreaktanz der Leitung zwischen k und m [p.u.]

Erweitert auf ein ganzes Netz ldsst sich die Beziehung (3-6) zu der DC-Lastflussgleichung in Matrizen-
schreibweise darstellen (Gleichung (3-7)), wobei P der Vektor der Knotenleistungen, ® der Vektor der
Knotenspannungswinkel und Y die Knotenadmittanzmatrix ist. Letztere wird unter Anwendung der
oben angefiihrten Vereinfachungen aus den Imaginérteilen der Lingsimpedanzen und unter Vernach-

lissigung der Queradmittanzen erstellt.
P=1[Y]-0© (3-7)

Fiir den Wirkleistungsfluss entlang einer Leitung ergibt sich durch die getroffenen Annahmen der line-
are Zusammenhang in (3-6) bzw. (3-7), welcher aufgrund der Analogie zum ohmschen Gesetz* auch als

DC-Lastfluss bezeichnet wird.

3.2.1 Ableitung der PTDF-Matrix

Basierend auf den Ausfithrungen von (Duthaler, 2007) erfolgt nachfolgend die Ableitung der PTDF-
Matrix fiir den DC-Lastfluss. Der Power Transfer Distribution Factor (PTDF, PTD-Faktor) be-
schreibt die Anderung des Leistungsflusses auf einem Netzelement k, wenn an einem Knoten n

Leistung eingespeist und am Referenzknoten r entnommen wird (Duthaler, 2007) (Gleichung (3-8)).

(3-8)

................... Netzelement (Flowgate)
] .... Knoten mit Einspeisung (Exportzone)
.................... Referenzknoten mit Entnahme (Importzone)

............... zuléssige Lastflussinderung auf Netzelement k (Handelsfluss auf Flowgate k)

AT Einspeiseéinderung in Knoten i (Handelséinderung in Marktzone i)

Ausgehend von Gleichung (3-7) wird ein Referenzknoten gewihlt und aus der Matrix [Y] gestrichen
(Spalte und Zeile). Dadurch ergibt sich die nicht-singulire Matrix [Y"], die invertiert werden kann. Die
sogenannte Inzidenzmatrix [H] hat die Dimension k mal i, wobei k die Anzahl der Netzzweige und i die
Anzahl der Netzknoten darstellt. Die Bestimmung der Matrixelemente von [H] ist in (3-9) dargestellt
(Duthaler, 2007). Gemifi dem gewihlten Referenzknoten wird auch in Gleichung (3-10) die entspre-
chende Spalte bzw. die mit dem Referenzknoten korrespondierenden Elemente aus den Vektoren P,
und @y gestrichen und man erhélt aus Gleichung (3-11) mit der reduzierten Inzidenzmatrix [H'] den

Leistungsfluss auf dem Netzelement k. (Duthaler, 2007, S.112)

34
P analog zu I, ® analog zu U und X analog zu R.
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1 1

H(k, i) =— H(k,j) =—— H(k,m) =0 firm#i,m#j (3-9)

Xij Xij
P, = [H] - 0 (3-10)
P =[H] -0y (3-11)
P Leistungsfluss auf dem Netzelement k (Vektor) [MW]
O, Winkeldifferenz iiber das Netzelement k (Vektor) [rad]
/S OORRRR Netzelement k mit der definierten Richtung i nach j (gerichteter Graph)
T, Startknoten des Elementes k
T Endknoten des Elementes k
F 7 S jeder andere Knoten im Netz

Aus den Gleichungen (3-7) und (3-11) kann fiir den Leistungsfluss auf dem Netzelement k der in
Gleichung (3-12) dargestellte Zusammenhang abgeleitet werden.

P,=[H]-0,=[H]-[Y']1 P =[SENS]- P’ (3-12)

Die sogenannte Sensitivitdtsmatrix [SENS] ergibt sich aus dem Produkt der reduzierten Inzidenzmatrix
und der Inversen der reduzierten Knotenadmittanzmatrix. Die Sensitivitdtsmatrix entspricht dabei
bereits der PTDF-Matrix fiir Einspeisungen an den Knoten i und Entnahmen am gewihlten Referenz-
knoten. Fiir das zugrundeliegende DC-Lastflussmodell gilt die Linearitéit der PTDF-Matrix hinsichtlich
der iibertragenen Leistungen. Zudem gilt die sognannte Transitivitit der PTDF-Matrix (Duthaler,
2007, S.49). Um jede mogliche Einspeise-Entnahme-Situation darzustellen, kann die in Gleichung (3-13)
abgebildete Rechenvorschrift angewendet werden. Die Zeilen der PTDF-Matrix beschreiben die
Leitungen bzw. Handelswege (Flowgates), deren Spalten die moglichen Handelstransaktionen. Zudem

folgt unmittelbar daraus die in Gleichung (3-14) dargestellte Beziehung.

PTDFk,i—>j = PTDFLH],l—U = SENSk’i - SENSkJ (3—13)
PTDFk,i—U' = _PTDFk']'_ﬁ (3—14)
Koo Netzelement zwischen den Knoten i und j (i<j)

o, Knoten i bzw. Exportzone i

T Knoten j bzw. Importzone j

F g FOTTOOOO Handelstransaktion zwischen Exportzone i und Importzone j

Eine Methode zur Einbindung von PTDF-Matrizen in lastflussbasiertes, implizites Market Coupling
wird in Abschnitt 3.7.1 dargestellt und diskutiert.

Annahmen zur Berechnung in bezogenen GroR3en

Die im Rahmen dieser Arbeit entwickelten und angewendeten Methoden basierend auf dem DC-OPF-
Modellansatz sind fiir die Berechnung in bezogenen Groflen definiert. Die Bezugsleistung Py, wird mit
100 MW angenommen. Daraus resultiert fiir 220-kV-Netzelemente eine Normreaktanz von 484 Q bzw.

fiir 380-kV-Netzelemente eine Normreaktanz von 1.444 Q.
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3.2.2 Zur Anwendbarkeit des DC-Lastflusses fur elektrizitatswirtschaftliche Analysen

Die Anwendbarkeit und Qualitéit des DC-Lastflussansatzes fiir technookonomische Zwecke und elektri-
zitdtswirtschaftliche Analysen wird unter anderem von (Overbye et al., 2004) und (Purchala et al.,
2005b) umfassend untersucht. Letztere kommen zu dem Schluss, dass mit der DC-Lastflussrechnung
im untersuchten Testnetz (belgisches Hoch- und Héchstspannungsnetz®) eine gute Niherung der
Wirkleistungsfliisse erreicht werden kann, wenngleich auf einzelnen Leitungen Fehler iiber 5% auftre-
ten konnen. Dabei wird fiir die Fehlerberechnung die Differenz zwischen AC-Wirkleistungsfluss und
DC-Leistungsfluss auf den AC-Wirkleistungsfluss bezogen. Insbesondere fiir die 220/380-kV-Leitungen
im untersuchten Testnetz liegen die durchschnittlichen Abweichungen zwischen AC-Wirkleistungsfluss
und DC-Leistungsfluss (bezogen auf den AC-Wirkleistungsfluss) unter 5%. Dies ist auf das giinstige
Verhiltnis zwischen dem induktiven und ohmschen Anteil an der Lingsimpedanz und das in stabilen
Netzsituationen schmale Spannungsband im Héchstspannungsnetz zuriickzufiithren. (Purchala et al.,

2005b)

Die Anwendung des DC-Lastflussmodells wird auch in (Stott et al., 2009) umfassend diskutiert. Von
den Autoren wird festgestellt, dass unter anderen folgende Vorteile fiir die Anwendung eines DC-Last-

flusses sprechen:
e nicht-iterativer Losungsweg
e cinfache Umsetzung als Optimierungsproblem (auch mit Netzsicherheitsanalyse)
e geringer Datenaufwand
o die geniherten Wirkleistungsfliisse sind angemessen genau
Des Weiteren hilt (Stott et al., 2009) folgendes fest:

“However, it seems that a dc model’s performance on a non-small network can only be
assessed experimentally, by comparing the MW flows obtained from dc and ac power flow

solutions.” (Stott et al., 2009, S.1291)

Die Qualitéit des DC-Lastflusses untersucht (Stott et al., 2009) am Beispiel von sechs Testsystemen,
wobei unter anderem ein européisches Testsystem mit rund 5.000 Knoten iiberwiegend im Hoch- und

Hochstspannungsbereich Teil der Analysen ist.

bus count, by kV range

region | total | %LV | %HV | %EHV | G I%ss load
<115 sa5 | W | % |level

NAmer.E | 48K 53 44 3 675 [ 25 | H

30| Syst1 Syst.2 Syst.3  Syst.4 Syst.5 Syst.6

1 8

2 [NAmerW| 14K | 51 | 47 | 2 | 16036 H g s u
3 [NAmer.S | 5K | 45 | 5 4 | 5 |22 H g OH | HHE EH' -u-
4 [WEuwope | 5K | 7 | 65 | 28 |60 18| M g

5 |Brazi K | 45 | 4 | 11 |70 ][58]H o

6 |Brazi K | 45 | 4 | 1 |42 |47] L . =

DC MW flow error ranges, %

25 Each system’s bars are for LV, HV and EHV, respectively

Abbildung 19: Testsysteme (links) und Fehlerbandbreiten des DC-Lastflusses (rechts, graue Balken beschreiben
den maximalen Fehler, withrend die schwarzen Balken den mittleren Fehler darstellen) (Stott et al., 2009)

# Testnetz mit insgesamt 950 Leitungen in den Spannungsebenen 70 kV, 150 kV, 220 kV und 380 kV. (Purchala
et al., 2005b, S.2)
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Abbildung 19 zeigt die Testsysteme (links) und rechts die Fehlerbandbreite der DC-Lastflussrechnung
aus einer sog. ,cold-start”* Modellierung. Die Fehlerangabe in Prozent bezieht sich auf den AC-Wirk-
leistungsfluss entsprechend einer exakten AC-Lastflussrechnung. Dabei wird der Fehler jedoch nur fiir
jene Netzelemente erhoben, welche Auslastungen iiber 70% des jeweiligen thermischen Limits
aufweisen und zudem mit mehr als 50 MW belastet sind (Stott et al., 2009, S.1295). Wie zu erkennen
ist, zeigt sich auch in (Stott et al., 2009), mit der Ausnahme fiir das Testsystem 5, ein durch-
schnittlicher Fehler im Bereich von +5%. Einzelne Netzelemente konnen allerdings nicht unerhebliche
Abweichungen bis zu 25% aufweisen. Wobei sich insbesondere fiir jene Testsysteme mit einem signi-
fikanten Anteil an Knoten mit Nennspannungen unter 115 kV vergleichsweise grofie Abweichungen

zwischen DC-Lastfluss und AC-Lastfluss ergeben.

Unterstiitzend zu den Berechnungen von (Purchala et al., 2005b) und den Ausfithrungen von (Stott et
al., 2009) wird fiir eine mitteleuropéische Regelzone ein Vergleich zwischen gemessenen (tatséichlichen)
Wirklastfliissen und mit dem DC-Lastflussmodell in ATLANTIS berechneten Lastfliissen gezogen. Fiir
eine Stichprobe von in etwa 220 Leitungen und Transformatoren des betrachteten Hochstspannungs-
netzes zeigt Abbildung 20 den Vergleich zwischen gemessenem Wirkleistungsfluss P, und berechneten
Lastfluss Py (DC-Lastfluss) fiir einen Hochstlastzeitpunkt im Winter. Jeder Punkt im Diagramm
(Abbildung 20) stellt dabei eines der rund 220 Netzelemente im untersuchten Netzgebiet dar. Das hohe
Bestimmtheitsmafl von 0,9958 bestitigt die Anwendbarkeit des DC-Lastflusses fiir elektrizitdtswirt-

schaftliche Simulationsmodelle wie ATLANTIS mit einem langfristigen Planungshorizont.

1200

R2=0,9958
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Abbildung 20: Gegeniiberstellung des gemessenen Wirkleistungsflusses und des berechneten DC-Lastflusses

3 Als cold-start model wird ein Modellansatz verstanden, bei dem der DC-Lastfluss nicht auf einem bestehenden
AC-Lastflussergebnis (Arbeitspunkt) berechnet wird. (Stott et al., 2009, S.1293)
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Abbildung 21: Gegeniiberstellung der Abweichung zwischen DC- und AC-Lastfluss mit dem gemessenen
Wirkleistungsfluss im untersuchten Lastflussfall (jeder Punkt représentiert ein Netzelement im Testnetz)

Bezieht man fiir jedes Leitungselement die Differenz zwischen berechneter DC-Wirkleistung und ge-
messenem AC-Wirkleistungsfluss auf den AC-Wirkleistungsfluss erhélt man den von (Purchala et al.,
2005b, S.3) definierten Fehler der DC-Lastflussrechnung. Im untersuchten Fall liegt die maximale Ab-
weichung zwischen gemessenem und berechnetem Wirkleistungsfluss bei +105% bzw. bei -100%
(Abbildung 21). Derartige Abweichungen lassen sich bspw. an Transformatoren mit Léngsregelung
beobachten, welche im DC-Lastfluss aufgrund der Annahme eines flachen Spannungsprofils nicht
abgebildet werden. Ebenso hohe Abweichungen zeigen Leitungen, welche im untersuchten Lastflussfall
nur gering belastet sind (Abbildung 21). Die durchschnittliche Abweichung iiber alle Leitungen und

Transformatoren im Testnetz liegt jedoch deutlich unter der 5%-Grenze bei 1,2%.

Fiir DC-Lastflusssimulationen im Rahmen eines DC-OPF-Modells ist auch von Interesse wie grofl die
zu erwartenden Abweichungen zwischen AC- und DC-Lastfluss bezogen auf das thermische Ubertra-
gungslimit einer Leitung sind. So kann die Abweichung zwischen AC- und DC-Lastfluss bemessen am
AC-Lastfluss durchaus iiber der 5%-Grenze liegen, wenn zugleich die Abweichung bemessen am ther-
mischen Limit gering ist und dadurch nicht systembegrenzend fiir den kostenminimalen Kraftwerksein-
satz wird. Insbesondere fiir die Netzentwicklungsplanung sind geringe Abweichungen bezogen auf das
thermische Limit anzustreben. Abbildung 22 zeigt die Abweichung zwischen gemessenem und berech-
netem Lastfluss bezogen auf die thermische Ubertragungsgrenze fiir jedes betrachtete Netzelement im
untersuchten Testnetz. Die blaue Kurve bezieht sich auf den gemessenen Wirkleistungsfluss, wihrend
fir die violette Kurve die gemessene Scheinleistung als Vergleichsbasis herangezogen wird. Im Ver-
gleich mit dem gemessenen Wirkleistungsfluss P, zeigt sich, dass 97% aller untersuchten Netzelemen-
te in einem Bereich von +5% liegen. Fiir rund 88% der Stichprobenwerte kann die Abweichung

bezogen auf das thermische Limit im Intervall von +2% gehalten werden.
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Abbildung 22: Abweichungen zwischen gemessenem Wirkleistungsfluss (blaue Linie) bzw. gemessener Schein-

leistung (violette Linie) und berechnetem DC-Lastfluss bezogen auf die thermische Ubertragungsgrenze.

Die Analysen zeigen, dass der DC-Lastflussansatz fiir elektrizitdtswirtschaftliche Anwendungen und

Modellrechnungen im Héchstspannungsnetz (z.B. das Modell ATLANTIS) ausreichend genau ist.

3.2.3 Umsetzung des DC-OPF-Ansatzes im Simulationsmodell ATLANTIS

Die grundlegende Formulierung des DC-OPF-Modells fiir ATLANTIS in Form eines gemischt-ganz-
zahligen Optimierungsproblems (MIP) erfolgte bereits in (Nacht, 2010) und dient im Rahmen dieser
Arbeit als Basis fiir weiterfithrende Entwicklungen (z.B. Abschnitte 3.4 und 3.10).

Zielfunktlon. mln [z Cvar,G * PG * PBASE + z /’{ * o-l-,'-PST - Z A * O-l,_PST} (3—15)
G l l
S.t.
NB1: Z Pon — Z Ppn = Z flowpm — Z flown oy (3-16)
G D m m
NB2: Z Pg = Z Pp (3-17)
G D
0, — 0, +o0o
NB3:  flow,, = -2~ IPST (3-18)
Xom
NB4: Pmin,G < ﬁ : PG < l:)max,G B € {0:1}2 (3'19)
NB5:  —=Phermi - (1 =TRM) < flowi—nom < Prnerm, - (1 — TRM) (3-20)
NBé6: - G)maX,l=n—>m < en - em < emax,l=n—>m (3'21)
NB7:  —OmaxpsT < O1pST < Omax,PST (3-22)
NB8:  Ojpst = Oppsr + Oppsr (3-23)
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G Kraftwerke

Do Nachfrage

Coap Greeveeevereens variable Erzeugungskosten der Kraftwerke [€/MWh)]

Py (optimierte) Leistung des Kraftwerks im Knoten n [p.u.]

Py, nachgefragte Leistung bzw. Deckungsbedarf im Knoten n [p.u.]

Prpgeeeveeneeenes Bezugsleistung fiir die Berechnung in bezogenen Einheiten (per unit, p.u.) [MW]
Ao spezifische Kosten fiir den Einsatz von Regeltransformatoren (Phasenschieber) [€/rad]
O PST wevveeneees (optimierter) Winkel eines Regeltransformators [rad]

Omax,PST -++-vvvvee maximaler Stellwinkel eines Regeltransformators [rad]

HOW, _peeneenee Wirkleistungsfluss auf Leitung 1 von Knoten n nach Knoten m [p.u.]

(O Spannungswinkel in Knoten n [rad]

Opnax +vveeeeneeens maximaler Spannungswinkel zwischen Knoten n und m (entlang der Leitung 1) [rad]
D, G Léngsreaktanz auf der Leitung/des Transformators zwischen den Knoten n und m [p.u.]
B binéire Variable zum Ein- bzw. Ausschalten eines Kraftwerks [-]

P rveenneenen minimale Leistung des Kraftwerks G [p.u.]

P oo maximale Leistung des Kraftwerks G [p.u.]

Prrormeveeeeees thermische Grenzleistung der Leitung | [p.u.]

TRM............. transmission reliability margin (Sicherheitsreserve) [-]

Die Nebenbedingung NB1 stellt das Gleichgewicht aus Knoteneinspeisung, Knotenlast und der zum
Knoten hin- bzw. wegfithrenden Leistungsfliisse her. Das systemweite Leistungsgleichgewicht zwischen
Erzeugung und Verbrauch wird durch Nebenbedingung NB2 herbeigefiihrt. Nebenbedingung NB3 stellt
die DC-Lastflussgleichung dar, wobei fiir Phasenschiebertransformatoren zusitzlich der (variable)
Phasenwinkel beriicksichtigt wird, welcher auch Teil der Zielfunktion ist. Die Restriktion NB4 stellt
sicher, dass jedes Kraftwerk entweder gar nicht oder zwischen einer definierten minimalen und maxi-
malen Leistung einspeist. Nebenbedingung NB5 gewiihrleistet, dass der Lastfluss auf jedem Netzele-
ment maximal das durch die Sicherheitsmarge TRM definierte Limit (bemessen am thermischen Limit)
erreicht. Uber Nebenbedingung NB6 kann eine maximal zulissige Knotenspannungswinkeldifferenz
festgelegt werden, wihrend Nebenbedingung NB7 gewihrleistet, dass Regeltransformatoren nur inner-
halb ihres maximalen Steuerwinkels einstellbar sind. Nebenbedingung NB8 summiert den positiven
und den negativen Steuerungsbereich eines Regeltransformators, wobei nur jeweils einer der beiden
Werte ungleich von Null ist. Dies ist notwendig, damit Phasenschieber mit negativem Winkel durch
ein negatives Vorzeichen in der Zielfunktion (Minimierung) beriicksichtigt werden und damit wiederum
einer Minimierung entsprochen wird. Die Einsatzstrategie der Phasenschieber ist durch diese mathema-
tische Formulierung darauf ausgerichtet, den Kraftwerksredispatch zu minimieren. Damit es zu keinem
unnotigen Einsatz der Phasenschieber kommt, wird in der Zielfunktion deren Einsatz durch eine Straf-
zahlung (penalty weight) bepreist und damit minimiert. Der Wert fiir diese Strafzahlung ist so gering
gewihlt, dass die Erzeugungskosten jedenfalls iiberwiegen. Damit kann sichergestellt werden, dass der
Einsatz von Regeltransformatoren jedenfalls einem kostenintensiveren und damit weniger optimaleren

Kraftwerks(re-)dispatch vorgezogen wird. (Nacht, 2010)

Unter Einhaltung der angefiihrten Nebenbedingungen werden die Einsatzkosten der Kraftwerke mini-
miert, wobei zusétzlich ein koordinierter Einsatz der Phasenschiebertransformatoren und querregelfihi-
gen Transformatoren Teil der Optimierung ist. Die Modellierung von lastflusssteuerenden Netzelemen-
ten wie bspw. Phasenschiebertransformatoren im DC-Lastfluss wird unter anderem von (Van Hertem

et al., 2006) und (Stott et al., 2009, S.1294) diskutiert.
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3.2.4 Analysen zur Quantifizierung und Bestimmung der Sicherheitsmarge

Die Beriicksichtigung einer Sicherheitsreserve (TRM) fiir den maximalen Lastfluss auf einem Netz-
element beruht auf dem Gedanken des (n-1)-Prinzips in hochvermaschten Netzen. Zur vereinfachten
Beriicksichtigung des (n-1)-Sicherheitskriteriums im DC-OPF-Modell darf die maximale Belastung
einen iiber die TRM definierten maximalen Anteil am thermischen Limit eines Betriebsmittels nicht
iibersteigen. Im Netzentwicklungsplan 2012 der deutschen Ubertragungsnetzbetreiber wird diesbeziig-

lich folgendes festgehalten:

wf-..] erfahrungsgemédpf ist das (n-1)-Kriterium nicht mehr erfiillt, wenn bereits im Grundfall
die Betriebsmittelbelastung grofier als 70 % der Nennbelastbarkeit ist,“ (50hertz, Amprion,
TenneT, Transnet BW, 2012a, S.102).

Im Masterplan 2030 des osterreichischen Ubertragungsnetzbetreibers APG (APG, 2013) wird in

analoger Weise argumentiert:

»Um die (n-1)-Sicherheit einhalten zu kénnen, dirfen einzelne Leitungen im vermaschten
Ubertragungsnetz abhéingig von der Netztopologie in der Regel zu 50 % bis maximal 70 %
ausgelastet werden — die restliche Stromtragfihigkeit muss als Reserve fiir Ausféille vorgehalten
werden. Fiir die vorliegende Topologie des APG-Ubertragungsnetzes hat sich als (n-1)-Grenze
der 60-%-Wert der thermischen Belastungsgrenze als durchschnittlich geeigneter Wert heraus-
gestellt. “ (APG, 2013, S.21)

Die Wahl der im DC-OPF-Modell von ATLANTIS angewendeten Sicherheitsreserve (TRM) stiitzt sich
zudem auf Analysen, welche im Rahmen dieser Arbeit entstanden sind. Die methodische Herangehens-
weise zur Ermittlung der fiir den (n-1)-sicheren Netzbetrieb notwendigen Reserve fiir jedes Leitungs-
element ergibt sich aus der einfachen Betrachtung eines Netzstiches bestehend aus zwei parallelen und
identischen Systemen. Damit beim Ausfall eines Systems (bei Anwendung des (n-1)-Kriteriums) den-
noch der Netzbetrieb aufrechterhalten werden kann, darf jedes der beiden Systeme zum Zeitpunkt des
Ausfalls maximal zu 50% der thermischen Leistung ausgelastet sein um im (n-1)-Fall auch die 50% des
ausgefallenen Systems transportieren zu koénnen. Bei dem hohen Vermaschungsgrad im kontinental-
europiischen Verbundnetz stellt sich nun die Frage, wie hoch die Sicherheitsreserve bemessen sein
muss. Basierend auf représentativen Lastflussfillen werden im Rahmen dieser Arbeit Analysen fiir
unterschiedliche Sicherheitsmargen durchgefiihrt. Fiir jeden Analyseschritt wird eine unterschiedliche
TRM zwischen 0% und 50% des thermischen Limits zugrunde gelegt. Fiir einen gegebenen Lastflussfall
bei Jahreshochstlast wird sukzessive ein Netzelement entnommen ((n-1)-Ausfall simuliert) und erneut
der DC-Lastfluss berechnet. Diese Vorgangsweise entspricht im wesentlichen jener zur Erhebung von
Line Outage Distribution Factors (LODF) (Guo et al., 2009). In weiterer Folge wird untersucht, ob
mindestens ein Leitungselement unzuléissig, d.h. {iber 100% seines thermischen Limits, belastet ist.
Anschlielend wird das Leitungselement wieder zugeschaltet und das nichste entnommen. Wird diese
Analyse fiir alle Netzelemente wiederholt, ergibt sich fiir das untersuchte Netzgebiet Kontinentaleuro-
pa (ENTSO-E CE) und fiir die jeweilige Sicherheitsmarge die Anzahl der (n-1)-Fille, bei denen min-
destens ein Leitungselement unzuléssig iiberlastet wire. Das Ergebnis dieser Analyse ist in Abbildung
23 dargestellt. Bei einer Sicherheitsreserve von 30% (TRM 30) ist in 3,8% der (n-1)-Félle eine Uber-

lastung von mindestens einem Netzelement iiber 100% zu beobachten.
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Abbildung 23: Auswertung der (n-1)-Analyse mit dem DC-Lastfluss zur Bestimmung einer adéiquaten Sicherheits-
marge (TRM) fiir elektrizititswirtschaftliche Analysen und bei Anwendung eines DC-OPF-Modells

Die nachfolgend dargestellte Auswertung einer (n-1)-Rechnung fiir einen europiischen Netzbereich

unterstreicht die bislang gezeigten Analyseergebnisse sowie die von anderen Regelzonenfiithrern (z.B.

(APG, 2013) und (50hertz, Amprion, TenneT, Transnet BW, 2012a)) angegebenen Sicherheitsreserven

im vermaschten Hochstspannungsnetz. Abbildung 24 zeigt die Auswertung der (n-1)-Analyse fiir den

betrachteten Netzbereich. Die Grofie AS entspricht der Differenz zwischen dem Leistungsfluss auf einer

Leitung im (n-1)-Fall und dem Grundfall (n-0). Die Unterschreitungswahrscheinlichkeit (aufgetragen

auf der Ordinate) beschreibt die Wahrscheinlichkeit, dass AS bezogen auf die thermische Grenzleistung

(aufgetragen auf der Abszisse) nur Werte kleiner gleich der betrachteten Grenze annimmt. So steigt

bspw. im Jénner Offpeak (Jan 3:30) bei rund 95% der Netzelemente im (n-1)-Fall die Belastung um

weniger als 30% der thermischen Grenzleistung an. Tabelle 1 fasst fiir alle vier untersuchten Lastzeit-

punkte die Unterschreitungswahrscheinlichkeiten fiir 30% bzw. 40% Leistungsflusszunahme im (n-1)-

Fall verglichen mit dem Basisfall (n-0) zusammen.

Tabelle 1: Unterschreitungswahrscheinlichkeiten fiir 30% und 40% in den analysierten Lastzeitpunkten

Janner Juli
AS/Suem Offpeak Peak Offpeak Peak
30% 94% 88% 90% 82%
40% 99% 94% 96% 92%
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Abbildung 24: Auswertung einer (n-1)-Rechnung fiir vier Lastzeitpunkte in einer européischen Regelzone

Bestérkt durch die in (APG, 2013) und (50hertz, Amprion, TenneT, Transnet BW, 2012a) angefiihr-
ten Erfahrungswerte europiischer Ubertagungsnetzbetreiber zeigen die Ergebnisse, dass die Annahme
einer Sicherheitsmarge (TRM) von 30% bzw. 40% als zulissig und ausreichend fiir den Anwendungs-
bereich von ATLANTIS und der im Rahmen dieser Arbeit durchgefithrten Analysen erachtet werden

kann.

3.3 Abbildung steuerbarer Korridore im DC-OPF-Modellansatz

Die modellhafte Abbildung von DC-Overlaynetzen in Verbindung mit vermaschten Drehstromnetzen
hat mit der Diskussion um Offshorenetze (Nord- und Ostsee) und der damit einhergehenden Ver-
kniipfung des kontinentaleuropéischen Synchrongebietes mit dem Verbundnetz z.B. in Skandinavien an
Aktualitit gewonnen. Auch die Planung von Overlaykorridoren bspw. in Deutschland bzw. auch
zwischen Frankreich und Spanien erfordert wissenschaftliche Untersuchungen zur Modellierung der-
artiger Systemelemente in vermaschten Netzen und deren Beriicksichtigung in den Instrumentarien fiir

die Netzentwicklungsplanung.

3.3.1 Aktuelle Forschungen zur Abbildung von DC-Systemen im DC-OPF

Eine qualitative Darstellung der Modellierungsoptionen von DC-Systemen im Rahmen der DC-OPF-
Rechnung wird von (Stott et al., 2009) gegeben. Darin wird fiir die Modellierung von HVDC-Leitungen
dieselbe Herangehensweise wie fiir die Modellierung von Phasenschiebertransformatoren vorgeschlagen,
bei welcher der Phasenschieberwinkel als Optimierungsvariable abgebildet wird. Die Modellierung der
HGU in Form von Ein- und Ausspeisung an den beiden Knoten der jeweiligen HGU-Leitung wird

unter anderem von (Van Hertem et al., 2006) empfohlen.

Einen linearen Modellansatz zur Beriicksichtigung von HGU-Systemen im Hochstspannungsnetz in

Lastflussmodellen zeigt auch (Ohrem et al., 2010). Basierend auf dem Ansatz von Knoten-Zweig-
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Sensitivititen und Zweig-Zweig-Sensitivitdten wird in einem linearen Modell der Wirkleistungsfluss im
Netz berechnet. Die Optimierung wird definiert als Minimierungsproblem, bei der die Abweichung der
HGU-Auslastungen APyypc; von einem dem Modell von aufien vorgegeben Betriebspunkt P, minimiert

wird. (Ohrem et al., 2010)

Eine Methode zur Einbindung von HGU-Systemen in den herkémmlichen DC-OPF-Algorithmus ist in
(Wiget & Andersson, 2013) dargestellt und wird aufgrund der in der genannten Publikation ausfiihr-
lich gefiihrten Diskussion inkl. Testrechnungen und deren Ergebnisdarstellung nachfolgend kurz um-
rissen. In weiterer Folge dienen die Ergebnisse aus (Wiget & Andersson, 2013) als Validierungsergebnis
der im Rahmen dieser Arbeit gezeigten Methode. Ausgehend von der quadratischen Gleichung (3-24)
fiir den Leistungsfluss auf einer DC-Leitung nehmen (Wiget & Andersson, 2013) eine Linearisierung
vor, indem die Bezugsspannung U, mit 1 p.u. angenommen wird. Die Differenz zwischen den Spannun-

gen U, und U, entspricht dann der Abweichung von der Bezugsspannung in einem gewéihlten Refe-

renzknoten.

AU U, - U U,—-U

Pkm=Uk'1km=Uk'_=Uk'M N pksz (3-24)
ka ka ka

km................ Netzknoten

Prpeeecieeen. Leistungsfluss zwischen k und m [p.u.]

Lo Strom zwischen Knoten k und m (auf Leitung km) [p.u.]

Ui Spannung am Knoten k [p.u.]

Rypeeeeeveenneanes Wirkwiderstand der DC-Leitung zwischen k und m [p.u.]

Verluste auf der DC-Leitung werden dquivalent zur DC-OPF-Annahme fiir das Drehstromnetz ver-
nachliissigt. Die Zielfunktion, definiert als Kostenminimierung unter Beriicksichtigung von HGU-
Leitungen, wird in (Wiget & Andersson, 2013) entsprechend der Gleichung (3-25) definiert. Es handelt
sich dabei um ein quadratisches Optimierungsproblem. In der Zielfunktion (3-25) beriicksichtigen die
Autoren (Wiget & Andersson, 2013) neben einer quadratischen Kostenfunktion fiir den Kraftwerks-
einsatz zudem spezifische Strafzahlungen (soft penalty weights) fiir die Spannungswinkeldifferenz im
AC-Netz und die Knotenspannungsdifferenz im DC-Netz. Uber diese wird eine Priorititenreihung fiir
die Nutzung der AC- bzw. DC-Leitungen vorgenommen. Die Austauschleistung am AC/DC-Terminal
am Knoten k wird in den Nebenbedingungen der Knotenbilanzen beriicksichtigt. Die Ubergabeleistung
zwischen AC- und DC-Netz an jedem AC/DC-Terminal wird zudem durch eine Nebenbedingung auf
vorgegebene maximale und minimale Werte begrenzt. (Wiget & Andersson, 2012, S.1ff.)

( 1
Z[Clin,iPGi + Cquaa,iPé] +

[Z [8) — O)?| + P€ [Z[UDCI( - UDCm]z]
km km

Zielfunktion: min
| TAC

\

)
L (3-25)
|
)

km................ Netzknoten

Lo, Gesamtanzahl der Generatoren
Pejoiiiiiiini, Leistung des Generators i

Clijeeeeneenveneens linearer Anteil der Erzeugungskosten

Couad j ++veemvereen quadratischer Anteil der Erzeugungskosten
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T i, Strafzahlung (soft penalty weight) fiir die Nutzung von AC-Leitungen
7P Strafzahlung (soft penalty weight) fiir die Nutzung von DC-Leitungen
O voveenviniinnn, Spannungswinkel am AC-Knoten k

Upeipeeevvveeeeenne Spannung am DC-Knoten k

Getestet wird der Algorithmus von (Wiget & Andersson, 2013) an einem IEEE-Testnetz bestehend aus
14 Knoten, welchem ein DC-Overlaynetz bestehend aus 5 Knoten und 4 Verkniipfungspunkten zum
AC-Netz iiberlagert wird (Abbildung 25). Jede DC-Leitung hat dabei eine Ubertragungskapazitit von
50 MW und einen Widerstand von 2,78 Q. Die Daten fiir das AC-Netz stammen aus dem Datensatz
fiir den ,JEEE 14 bus test case* aus MATPOWER (Zimmermann et al., 2011).

&—® AC Line

@ Generator
Voltage source

converter

&—@ DClLine

/\M Transformer

8

Abbildung 25: IEEE Testnetz (14 Knoten) mit iiberlagertem DC-Overlaynetz (Wiget & Andersson, 2013, S.4)
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Abbildung 26: Lastflussergebnis im AC-Netz (Wirkleistungsfluss) (Wiget & Andersson, 2013, S.5)

In Abbildung 26 (AC-Netz) und in Abbildung 27 (DC-Netz) sind die (Wirk-)Leistungsfliisse fiir jeweils
drei unterschiedliche Wertekombinationen von 7*¢ und n°° dem exakten Lastfluss (AC-OPF) basierend
auf (Wiget & Andersson, 2012) gegeniibergestellt. Die beste Ubereinstimmung mit den exakten Last-
fliissen kann im dritten Ansatz erreicht werden. Dieser Ansatz mit gewichteten Strafzahlungen basiert

darauf, dass die durchschnittlichen Strafzahlungen im AC-Netz gleich sind wie jene im DC-Netz. Dies
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ist im Testnetz fir n*°=28 und 7°°=0,05 der Fall. Der Algorithmus versucht damit zusitzlich zur
Kostenminimierung des Kraftwerkseinsatzes die Leistungsfliisse im Netz zu minimieren, was dem
Gedanken einer Verlustminimierung gleich kommt, welche im AC-OPF implizit beriicksichtigt ist.
Daher zeigt der Ansatz mit gewichteten Strafzahlungen die geringsten Abweichungen vom exakten
AC-OPF-Modell. (Wiget & Andersson, 2013)

SRR

1-13 125 39 325 9-13 925 13-25
DC line from k to m

]
<

Power flow [MW]

Abbildung 27: Lastflussergebnis im DC-Netz (Wiget & Andersson, 2013, S.5)

Der Modellvorschlag von (Wiget & Andersson, 2013) (bzw. (Wiget & Andersson, 2012) fiir den AC-
OPF-Ansatz) basiert auf der unmittelbaren Abbildung des Lastflusses im DC-Netz. Damit ist der
Ansatz der HGU-Modellierung in OPF-Modellen im Allgemeinen und DC-OPF-Modellen im Speziellen
gegeniiber dem verbreiteten Ansatz mit (z.T. rein statischen) Ein- und Ausspeisungen anstelle der

HGU-Leitung als umfassender einzuordnen.

Eine umfassendere Implementierung von HGU-Systemen in AC-Netzen im Rahmen eines ,Optimized
Power Flow“-Ansatzes basierend auf den AC-Lastflussgleichungen (3-1) und (3-2) wird von (Wiget &
Andersson, 2012) und (Baradar et al., 2012) dargestellt.

3.3.2 Einbindung von HGU-Leitungen in den DC-OPF von ATLANTIS

Die Herangehensweise an die Modellierung steuerbarer Korridore im DC-OPF von ATLANTIS baut
auf Uberlegungen zum Einsatz von Phasenschiebertransformatoren im DC-OPF (vgl. auch (Nacht,
2010)", (Stott et al., 2009)) auf. In den Gleichungen (3-26) bis (3-39) ist der Modellansatz formuliert.
Die Nebenbedingung (3-29) beschreibt den DC-Leistungsfluss auf einer Leitung 1 zwischen den Knoten
n und m. Die erste Definition wurde bereits in (3-18) dargestellt. Die zweite Definition gilt nur fiir
steuerbare Leitungen. Die Grofle yumpc ist dabei so gering, dass DC-Leitungen im Rahmen der
Nebenbedingungen maximal genutzt werden und damit das umliegende AC-Netz entlastet wird (vgl.
Abschnitt 4.3.3). Die HGU-Leitung wird als steuerbares Element angesehen, welches eingebettet in das
Gesamtsystem bestehend aus Erzeugung, Verbrauch und (Drehstrom-)Hochstspannungsnetz in der
jeweiligen Situation optimal eingesetzt werden soll. Die Regelstrategie von HGU-Leitungen in diesem
Ansatz beruht auf dem Prinzip, dass HGU-Leitungen im Sinne des kostenminimalen Kraftwerks-
einsatzes bzw. Kraftwerksredispatches eingesetzt werden. In der Zielfunktion (3-26) ist der Einsatz der
DC-Leitungen, dhnlich wie im Ansatz von (Wiget & Andersson, 2013), durch einen Strafzahlung o

beriicksichtigt. Dadurch ist ein iiberfliissiges Einsetzen von HGU-Leitungen (z.B. in Form von Ring-

T Thomas Nacht (2010): Lastflussbasierte Optimierungsalgorithmen in der Elektrizititswirtschaft. Diplomarbeit
erstellt und eingereicht am IEE (TU Graz) - betreut vom Autor dieser Dissertation
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fliissen im Netz) ausgeschlossen. In der Nebenbedingung (3-29) ist zudem durch die Optimierungs-

variable A p¢ die Steuerbarkeit der DC-Leitungen modelliert.

( - \

[ char,G'PG'PBase +Z/1'ULTPST_Z/1’O—I,PST+|

{ G 7 7 }
le}'Hg +ZQ'AZDC—Z(Z'AZDC

k C [ ] J

HE €{0,1},

NB1: Z Pon — Z Ppn = Z flown o, — Z flown oy (3-27)
G D m m

NB2: Z P; = Z Pp (3-28)
G D

( ©n — Om + OppsT

Xnm
NB3:  flow, , = (3-29)
0 — 0y + Ajpc

Zielfunktion: min (3-26)

mit 1 = {n,m} 1. Definition

mit 1 = {n,m}  2.Definition

Xnm,DC

NB4 Pmin,G S ﬂ . PG S Pmax,G B € {0,1}2 (3-30)
NB5: _Ptherm,l ) (1 - TRM) < flOWn_,m < Ptherm,l - (1 - TRM) v AC—Ltg (3-31)
NBeé: - G)max,l:n—>m < G)n - E')m =< Gmax,l:n—>m (3'32)
NB7:  —OmaxpsT < O1psT < Omax,pST (3-33)
NB8:  Oipst = Ol'psr + Oipsr (3-34)
NB9:  saldo® — H} - AEXP; < saldo¢" < saldol“ + H} - AEXP; (3-35)
NB10: Z Poc— Z Ppc — saldof" =0 (3-36)

G D
NB11:  —Ppemaxy < flowicnom < Pocmaxy ¥V DC-Leitungen (3-37)
NB12: _Amax,DC < Al,DC < AmaX,DC (3'38)
NB13:  Apc = Alpe +Aipe (3-39)
G Kraftwerke
D........ .... Nachfrage
C....... ... Lander, Marktzonen
n,m. ... Knoten
Crar.c variable Erzeugungskosten der Kraftwerke [€/MWh)]
Prpgpeeeveeneneenes Bezugsleistung fiir die Berechnung in bezogenen Einheiten (per unit, p.u.) [MW]
Pa .. (optimierte) Leistung des Kraftwerks im Knoten n [p.u.]
Ppyeeieiinnn. nachgefragte Leistung bzw. Deckungsbedarf im Knoten n [p.u.]
Pgoiiinnn. (optimierte) Erzeugungsleistung eines Kraftwerks G im Land C [p.u.]
Ppe ...zu deckende Nachfrageleistung eines Nachfragers D im Land C [p.u.]
Aot spezifische Kosten (penalty weight) fiir den Einsatz von Regeltransformatoren [€/rad]
OIPST +vveeevneennn (optimierter) Winkel eines Regeltransformators [rad]
Omax,PST -+++vvvvee maximaler Stellwinkel eines Regeltransformators [rad]
oW, _pyeeevne Wirkleistungsfluss auf Leitung 1 von Knoten n nach Knoten m [p.u.]
O, Spannungswinkel in Knoten n [rad]
Omax «cvveeeeveenen maximaler Spannungswinkel zwischen Knoten n und m (entlang Leitung 1) [rad]
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X ceveeeeennnen Léngsreaktanz auf der Leitung/des Transformators zwischen den Knoten n und m [p.u.]
B binéire Variable zum Ein- bzw. Ausschalten des Kraftwerks [-]

P oin o minimale Leistung des Kraftwerks G [p.u.]

P oo maximale Leistung des Kraftwerks G [p.u.]

P ovevennes thermische Grenzleistung der AC-Leitung 1 [p.u.]

TRM............. transmission reliability margin (Sicherheitsreserve) [-]

Ppcimaxeeeeeer maximale Ubertragungsleistung der DC-Leitung 1 [p.u.]

O spezifische Kosten (penalty weight) fiir Einsatz der DC-Leitungen [€/rad]

AIDC e (optimierter) DC-Einsatz [rad]

AN DG (optimierter) DC-Einsatz in Richtung der definierten Leitungsrichtung (n—m) [rad]
AT DC ceeerereeeen (optimierter) DC-Einsatz entgegen der definierten Leitungsrichtung (m—n) [rad]
Amax DG veenves maximaler Stellbereich einer DC-Leitung [rad]

XOMDC «eeveeevene Steuerungsgrofe fir DC-Leitungen [p.u.]

He o Export/Import-Overflow einer Preiszone (binére Variable) [-]

Wi spezifische Kosten (penalty weight) fiir Verletzung des Regelzonensaldo [€]
saldd™C....... Export/Import-Saldo im Land C nach Market Coupling [p.u.]

saldo™ ... Export/Import-Saldo im Land C nach DC-Lastfluss [p.u.]

AEXPq.......... zuléissige Abweichung zwischen Saldo 1t. Handel und 1t. DC-OPF [p.u.]

Die Nebenbedingung (3-38) garantiert, dass der Stellbereich 4,,. einen gewissen Bereich nicht {iber-
bzw. unterschreitet. Zusitzlich wird mit Nebenbedingung (3-37) die Einhaltung der maximalen Uber-

tragungsleistung einer DC-Leitung garantiert.

Der gezeigte Modellansatz wird in weiterer Folge im IEEE 14-bus Test System® (Abbildung 25) aus
(Wiget & Andersson, 2013) angewendet. Fiir die spitere Vergleichbarkeit der Ergebnisse muss die Ziel-
funktion (3-26) entsprechend der Gleichung (3-40) an den quadratischen Kostenansatz wie in Gleichung
(3-25) (Wiget & Andersson, 2013) angepasst werden. Aus dem vormals linearen Modell wird ein
gemischt-ganzzahliges quadratisches (MIQCP) Optimierungsproblem, welches zuvor in GAMS definiert
und mit dem CPLEX-Solver geltst wird.

N
Zielfunktion: min[ [CunnPen + CouaanPln] + Z o Afpe - Z a- A;DC} (3-40)
n=1 l l
100
s
Z
@
> 50
(@2}
c
=
0 0 H D [ == D [ — [ I | S N |
@ O
=
= U
-50

12 15 23 24 25 34 45 47 49 56 6-11 6-12 6-13 7-8 7-9 9-10 9-14 10-1112-1313-14
AC-Leitungvonk bism

Abbildung 28: DC-OPF-Ergebnisse im AC-Netz unter Anwendung des im Rahmen dieser Arbeit entwickelten DC-
OPF-Modells auf das IEEE 14-bus Testnetz mit DC-Overlaynetz 1t. (Wiget & Andersson, 2013),

% Die Parameter des ,14 Knoten IEEE Testnetzes sind in Anhang A-II auf Seite 141 angefiihrt.
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Abbildung 29: DC-OPF-Ergebnisse im DC-Netz unter Anwendung des im Rahmen dieser Arbeit entwickelten DC-
OPF-Modells auf das IEEE 14 bus Testnetz mit DC-Overlaynetz 1t. (Wiget & Andersson, 2013)

Es zeigt sich, dass fiir den kostengiinstigen Kraftwerkseinsatz unter Beriicksichtigung des Netzes rund
35% des gesamten Leistungsflusses im Netz (AC-Netz und DC-Overlaynetz) iiber das DC-Overlaynetz
flieBen (Abbildung 28 und Abbildung 29). Im folgenden Abschnitt werden die Ergebnisse aus (Wiget &
Andersson, 2013) den Ergebnissen aus den im Rahmen dieser Arbeit durchgefiihrten Rechnungen

gegeniibergestellt.

3.3.3 Vergleich der Methoden

Um die Giite des weiterentwickelten DC-OPF-Modells zu demonstrieren, wird ein Vergleich mit den
Ergebnissen aus (Wiget & Andersson, 2013) fiir das IEEE 14-bus Test System® (Abbildung 25) heran-
gezogen. Die Methode von (Wiget & Andersson, 2013) sieht dabei gewissermaflen eine Verlust-
minimierung vor, indem die Netznutzung von AC-Netz und DC-Netz Teil der Minimierungsaufgabe
ist. Die Methode in ATLANTIS hingegen sieht einen minimalen Redispatch bei gleichzeitig minimaler
Nutzung des DC-Netzes vor. Im Diagramm der Abbildung 30 sind die Leistungsfliisse im DC-Netz fiir
beiden Methoden gegeniibergestellt. Man erkennt eine gute Ubereinstimmung der Lastflussergebnisse
in beiden Methoden. Die mit dem Modell in ATLANTIS ermittelten Lastfliisse im AC-Netz (rot um-
rahmte blaue Balken) liegen dabei immer im Bereich zwischen dem DC-OPF-Ergebnis mit gewichteten
Strafzahlungen n*¢ und n°° (dunkelroter Balken) und dem exakten AC-OPF-Ergebnis (dunkelblauer
Balken) geméf den Ergebnissen aus (Wiget & Andersson, 2013).

100 ! M Full AC OPF
| B Lin OPF, n4¢ = 7P =0
[ Lin OPF, 74€ = 0.05, 7P = 0.05
M Lin OPF, 7€ = 28, #P° = 0.05
50 =l
OWirkleistungsfluss AC-Netz (DC-OPF-Modell)

Wirkleistungsfluss [MW]

0 ﬂwgﬂﬂﬂég _Tr._l‘j_Lu:u:Lquﬂ

1-2 15 23 24 25 34 45 47 49 56 6-11 6-12 6-13 7-8 7-9 9-10 9-14 10-11 12-1313-14
AC-Leitung von k bis m

Abbildung 30: grafische Uberblendung der Leistungsfliisse im AC-Netz gem:ifi DC-OPF-Modell (rot gerahmte
blaue Balken) und den Ergebnissen aus (Wiget & Andersson, 2013).

% Die Parameter des ,14 Knoten IEEE Testnetzes® sind in Anhang A-II auf Seite 141 angefiihrt.
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Abbildung 31: grafische Uberblendung der Leistungsfliisse im DC-Netz gema DC-OPF-Modell (rot gerahmte
violette Balken) und den Ergebnissen aus (Wiget & Andersson, 2013).

Im Diagramm der Abbildung 31 sind die Leistungsfliisse im DC-Netz fiir beiden Methoden gegen-
iibergestellt. Die ermittelten Lastfliisse im DC-Overlaynetz (rot umrahmte violette Balken) liegen
ebenso im Bereich zwischen dem DC-OPF-Ergebnis mit gewichteten Strafzahlungen n*° und ¢
(dunkelroter Balken) und dem exakten AC-OPF-Ergebnis (dunkelblauer Balken) gemifl den Ergebnis-
sen aus (Wiget & Andersson, 2013).

Es kann abschlieflend festgehalten werden, dass die Implementierung von DC-Overlaystrukturen im ge-
zeigten DC-OPF-Ansatz, welcher auch fiir die im Rahmen dieser Arbeit durchgefithrten Modellanwen-
dungen eingesetzt wird, eine hohe Giite bemessen an exakten Rechnungen basierend auf dem AC-OPF-
Ansatz aufweist. Im folgenden Abschnitt wird eine weitere Fragestellung beziiglich der Integration von

DC-Komponenten in das vermaschte Héchstspannungsnetz behandelt.

3.4 Bestimmung vorteilhafter Verkntpfungspunkte zwischen dem AC-Netz
und DC-Leitungen aus elektrizitatswirtschaftlichen Gesichtspunkten

Nachdem die modellhafte Abbildung von DC-Overlaynetzen in Verbindung mit vermaschten Dreh-
stromnetzen erldutert wurde, widmet sich dieser Abschnitt der Fragestellung iiber die Bestimmung
vorteilhafter Verkniipfungspunkte zwischen Drehstrom-Hochstspannungsnetz und DC-Komponenten.
Da der Fokus dieser Arbeit auf der strategischen Netzentwicklungsplanung mit langfristigem Planungs-
horizont liegt, ist die Bestimmung optimaler AC-DC-Verkniipfungsknoten unter dem Gesichtspunkt
elektrizititswirtschaftlicher Gesamtsystemplanung zu verstehen. Zuniichst folgt ein kurzer Uberblick

iiber diesbeziigliche aktuelle Forschungen.

3.4.1 Aktuelle Forschungen zur Bestimmung von Anschlussknoten fir DC-Systeme

Die Festlegung von optimalen Anschlussknoten fiir DC-Systeme in bestehenden AC-Netzen ist eine
Fragestellung, deren Bearbeitung bspw. in (Wiget & Andersson, 2012, S.7) angeregt wird. Auch
(Linnemann et al., 2012) und (Echternacht et al., 2013) widmen sich der Diskussion um die Bestim-

mung optimaler HGU-Anschlussknoten.

Die Herangehensweise in (Linnemann et al., 2012) beruht auf der Uberlegung, dass Uberlastungen im
Drehstromnetz durch die HGU-Systeme reduziert werden sollen. AuBerdem soll sichergestellt sein, dass
die im DC-System iibertragene Leistung vom AC-Netz weitertransportiert werden kann. Daraus leitet

(Linnemann et al., 2012) zwei Bewertungskriterien fiir ,den theoretischen Nutzen einer zusétzlichen
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FEin- bzw. Ausspeisung® unter Beriicksichtigung maximaler Grenzen der Ein- und Ausspeisung ab. Das
erste Kriterium ,,Einfluss auf Uberlastungen® bewertet die Auswirkung einer Einspeiseverinderung an
dem betrachteten Standort (Knoten) auf die Leitungsauslastungen im betrachteten Netzgebiet. Das
zweite Kriterium ,freie Transportkapazitét® wird als Maflstab dafiir herangezogen, ,,wie viel Leistung
der Netzknoten aufnehmen kann, bis sich Uberlastungen “ im betrachteten Netzgebiet ergeben. Zur
Quantifizierung des ersten Kriteriums werden von (Linnemann et al., 2012) Knoten-Zweig-
Sensitivititen gem#fl Gleichung (3-41) berechnet. Dadurch kann der Einfluss einer Einspeisung
(Ausspeisung) an einem Knoten i auf eine (iiberlastete) Leitung k berechnet werden. Dieser Einfluss

kann sowohl positiv als auch negativ fiir eine betrachtete Leitung sein.

APLk
Ml'—>k = FKL = APLk = Mi—)k . APK,: (3—41)
K
N; = Z(Mi—ﬂc Ly - xp) (3-42)
k=1
Knoten
... Leitung

... Anzahl der iiberlasteten Leitungen

... Knoten-Zweig-Sensitivitit

Verénderung Wirkleistungsfluss auf Leitung k
Veridnderung Wirkleistungseinspeisung am Knoten i

... Leitungslidnge der Leitung k
b TR maximale Auslastung der Leitung k im (n-1)-Fall

kk

N erste Bewertungsgrofie (Nutzen) fiir den Knoten i

Mit in die Bewertung einbezogen werden Leitungslinge sowie die maximale Auslastung im (n-1)-Fall.
Die Leitungsléinge stellt dabei eine Opportunitéitsgrofle fiir die Kosten von Leitungsausbau im AC-Netz
dar, withrend die Beriicksichtigung der Auslastung eine Gewichtung iiber die ,Schwere der Uber-
lastung* ermoglicht. Geméfl Gleichung (3-42) erfolgt die Summenbildung iiber alle iiberlasteten Leitun-
gen. Die so berechnete Grofle spiegelt den theoretischen Nutzen einer Ein- bzw. Ausspeisung am Kno-
ten i wider. Die maximal mogliche HGU-Ein- bzw. -Ausspeisung ist jedoch durch das (bestehende)
AC-Netz am Knoten i begrenzt. Nachgelagerte bzw. vorgelagerte Engpésse konnen den theoretischen
Nutzen einschriinken. Um diese Gegebenheit zu beriicksichtigen, definiert (Linnemann et al., 2012) als
zweites Eignungskriterium eines potenziellen DC-Knotens die freie Transportkapazitit. Unter Anwen-
dung der Knoten-Zweig-Sensitivitidt (Gleichung (3-41)) wird die maximale zusitzliche Einspeisung an
einem Knoten ermittelt und an der noch freien Transportleistung bemessen ((3-43)). Es ergibt sich die
maximale Wirkleistung, welche am Verkniipfungsknoten zwischen AC-Netz und DC-System gerade

noch keine Uberlastung der AC-Leitungen hervorruft.

—Prrei(x < Misy - APy, < —Prrei)x  V Leitungen k am Knoten i (3-43)
G = [NZ+ Phrey (3-44)
T, Knoten

................... Leitung
.... Differenz zwischen max. Wirkleistung auf Leitung k und thermischer Grenzleistung
e maximale Wirkleistung fiir den HGU-Terminal (zweite Bewertungsgrofie)

[ erereerarneraneens erste Bewertungsgrofie (Nutzen) fiir den Knoten i

e Kennzahl fiir die Eignung von Knoten i als HGU-Terminal
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Abbildung 32: Giite moglicher Anschlussknoten fiir DC-Systeme (rot fiir ideale Ausspeisung aus dem AC-Netz,
griin fiir ideale Einspeisung in das AC-Netz) basierend auf dem Szenariorahmen zum NEP 2012 (Szenario B und
C aus (Bundesnetzagentur, 2012a)) (Linnemann et al., 2012)

Ausgehend von den Bewertungsgrofien N; und Py; (als Summenwerte iiber eine Vielzahl von Lastfluss-
féllen, 8760h) wird gemif Gleichung (3-44) die Giite G; eines Knotens i berechnet. Dieses Giitemaf ist
die Kennzahl fiir die Eignung eines Knotens als Ein- bzw. Ausspeiseknoten einer HGU-Leitung im ver-
maschten AC-Netz unter gleichgewichteter Beriicksichtigung des Nutzens (Einfluss auf Uberlastungen)
und der freien Transportkapazitit angrenzender Leitungen. Angewendet wird die Berechnungsmetho-
dik auf Deutschland (Linnemann et al., 2012) und in weiterer Folge auch auf Europa (Echternacht et

al., 2013). Die Ergebnisse fiir Deutschland sind in Abbildung 32 dargestellt.

Bevor in Abschnitt 3.4.3 die im Rahmen dieser Arbeit entwickelte Methode zur Bestimmung optimaler
Anschlussknoten fiir DC-Systeme diskutiert wird, erfolgt im folgenden Abschnitt ein Exkurs zu linea-

rer Optimierung und der Theorie der Schattenpreise.

3.4.2 Exkurs: Lineare Optimierung und Theorie der Schattenpreise

Fiir ein besseres Verstéindnis der im Rahmen dieser Arbeit entwickelten Methode zur Bestimmung
vorteilhafter Anschlussknoten fiir DC-Systeme in vermaschten AC-Netzen ist es zunichst notwendig
einige wesentliche Aspekte der linearen Optimierung und der darauf basierenden Theorie der Schatten-
preise darzustellen. Sofern nicht explizit angefithrt, basiert dieser Abschnitt auf (Suhl & Mellouli,
2013), (Kallrath, 2013) und (Domschke & Drexl, 2011).

In der linearen Optimierung sind die Zielfunktion und die Restriktionen als Linearkombinationen der
Entscheidungsvariablen darstellbar. Die Zielfunktion kann als Maximierungs- oder Minimierungs-
problem definiert werden. Die Restriktionen kénnen in Form von Gleichungen oder Ungleichungen
vorliegen. Als zuldssige Losung gelten Wertekombinationen der Entscheidungsvariablen, welche alle
Restriktionen simultan erfiillen und bei denen zusitzlich die Zielfunktion optimal (im Sinne der Defini-
tion minimal oder maximal) wird. Ein mogliches Losungsverfahren fiir lineare Optimierungsprobleme
ist die sog. Simplex-Methode, erstmals beschrieben von George B. Dantzig im Jahr 1947 (Cottle,
2003). Mit Hilfe dieser Losungsmethode lassen sich auch die Theorie der Schattenpreise und deren
okonomische Bedeutung erliutern. Ebenso im Jahr 1947 zeigte der Physiker und Okonom T. C. Koop-

46



Entwicklung von Methoden zur strategischen elektrizitatswirtschaftlichen Netzentwicklung | 3

mans erstmals die Darstellung 6konomischer Fragestellungen in Form linearer Optimierungsprobleme.
Gemeinsam mit L. V. Kantorovich erhielt Koopmans 1977 den Nobelpreis fiir Wirtschaftswissen-
schaften fiir seine Forschungen auf dem Gebiet der optimalen Ressourcenallokation und der ¢kono-

mischen Interpretation von Schattenpreisen.

Nachfolgend wird die Theorie der Schattenpreise und deren tkonomische Interpretationsmoglichkeiten
erldutert. Dazu wird zunichst das Simplex-Losungsverfahren an einem einfachen Beispiel (definiert in

(3-45) bis (3-49)) mit zwei Entscheidungsvariablen x; und x, demonstriert.

Zielfunktion: max{z = x; + x,} (3-45)
s.t.

NB1: x;+2x,<6 (3-46)
NB2: x, <3 (3-47)
NB3: 2%, + x, <6 (3-48)
NB4: x4,%x,20 (3-49)

Die zwei Entscheidungsvariablen x; und x, (auch Strukturvariablen oder strukturelle Variablen ge-
nannt) beschreiben zwei Produktionsgiiter, deren Deckungsbeitrag geméfl der Zielfunktion (3-45) maxi-
miert werden soll. Die Nebenbedingungen NB1 bis NB3 stehen fiir Ressourcenbeschrinkungen in der
Produktion. So kénnen bspw. die Verfiigharkeit von Arbeitern oder Maschinen durch Ungleichungs-
nebenbedingungen beschrieben werden. Demnach kann Nebenbedingung NB1 bspw. folgendermafien
interpretiert werden: Der Brennstoffeinsatz zur Herstellung von Produkt x, ist doppelt so hoch wie
jener fiir Produkt x;. Insgesamt stehen maximale sechs Brennstoffeinheiten fiir die Gesamtproduktion
von x; und x, zur Verfiigung. Nebenbedingung NB2 bedeutet, dass es fiir die Produktion von x, eine
obere Schranke von drei Einheiten gibt, bedingt bspw. durch einen vorgelagerten Zulieferprozess.

Abbildung 33 zeigt den Losungsraum (Simplex), welcher durch die Nebenbedingungen definiert ist.

5
—ZF —NB1 —NB2 NB3

4 NB3

NB2

Abbildung 33: Losungsraum (farbige Fliche) mit den Nebenbedingungen und der Zielfunktion im Optimum
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Der néchste Schritt ist die Transformation des Optimierungsproblems in die sogenannte Standard-

form™ linearer Optimierungsprobleme gemifl den Gleichungen (3-50) bis (3-52).

n
Zielfunktion: max {Z cjxj} (3-50)
j=1
s.t.
m+n
Z al-jxj = bi Vi= 1, w,m (3—51)
j=1
x=20 Vi=1,..,m+n (3-52)

................... Anzahl der Entscheidungsvariablen
.... Anzahl der Schlupfvariablen

.............. Koeffizienten

Wie in (3-51) zu erkennen, sind die Nebenbedingungen in der Standardform als Gleichungen und nicht
als Ungleichungen definiert. Durch das Einfiigen sogenannter Schlupfvariablen kann in einfacher Weise
eine Ungleichung als Gleichung dargestellt werden. Die nichtnegative Schlupfvariable steht fiir die
Differenz zwischen der linken und der rechten Seite der korrespondierenden Ungleichung. Aus dem
urspriinglichen Modell (Gleichungen (3-45) bis (3-49)) wird nachfolgend dargestelltes Modell im
Standardformat. Die Schlupfvariablen x,, x, und x; machen aus den Ungleichungen Gleichungen. Die

Nichtnegativitéitsbedingung (NB4) gilt gleichermafen fiir alle fiinf Variablen.

Zielfunktion: max{z = x; + x,} (3-53)
s.t.

NB1: x;+2x,+x3 =6 (3-54)
NB2: x,+ x4, =3 (3-55)
NB3: 2x; +x, +x5=6 (3-56)
NB4: xq,X5,X3,X4,%X5 = 0 (3-57)

Im ersten Schritt des Simplexverfahrens startet man mit der sogenannten Basis", bei der die Schlupf-
variablen als sogenannte Basisvariablen gewihlt werden. Die Nichtbasisvariablen sind demnach die
verbleibenden Entscheidungsvariablen x; und x,. Alle Nichtbasisvariablen werden auf null gesetzt. Die
Werte der Basisvariablen im Beispiel sind x; = +6, x, = 43 und x; = +6, wenn die Nichtbasisvaria-
blen x, und x, vorschriftsméfig auf null gesetzt sind. Man spricht in diesem Fall von einer zulissigen

Basislosung, da alle Basisvariablen positive Werte annehmen.

z = 0 + x + Xy
X = 6 - x - 2x <
. ! 2 | M6 (3-58)
x, = 3 - X, X, < ©
Xxs = 6 - 2x - X, x; <3

1 Die Standardform ist per Definition immer ein Maximierungsproblem. Im Falle von Minimierungsproblemen
kann durch einfache Multiplikation der Zielfunktion mit (-1) ein Maximierungsproblem generiert werden.

! Eine nichtsingulire Teilmatrix (Dimension m x m) B von A (Koeffizienten aj; aus (3-51) in Matrixschreibweise)
nennt man Basis des Standardmodells. Die Matrix B ist dann nicht singulédr, wenn alle Spaltenvektoren linear
unabhingig sind.
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Das sogenannte Simplex-Tableau ist fiir die Ausgangsbasis in (3-58) dargestellt. Die Schlupfvariablen
bilden die Basisvariablen und stehen links vom Gleichheitszeichen. Auch die Zielvariable z wird wie
eine Basisvariable dargestellt. Im néchsten Schritt (Iteration 1) werden Nichtbasisvariablen ermittelt,
welche den Zielfunktionswert verbessern (maximieren). Dabei wird gewohnlich jene Nichtbasisvariable
gewihlt, welche einen hoheren Beitrag zur Optimierung (Maximierung) leistet. Dadurch lésst sich die
Anzahl notwendiger Iterationen bis zum Auffinden des Optimums minimieren. Im untersuchten Bei-
spiel sind beide Entscheidungsvariablen x; und x, gleichermaflen wichtig (jeweils mit Gewicht +1 in
der Zielfunktion z), sodass eine beliebige Entscheidung getroffen werden kann. Diese sogenannte Pivot-
variable, z.B. x;, wird in die Basis aufgenommen. AnschlieBend wird ermittelt, welche Basisvariable
(x5, x, oder x;) im Gegenzug zu einer Nichtbasisvariable wird. Andert sich der Wert von x,
(abweichend von Null als Nichtbasisvariable), dann #ndern sich auch die Werte der bisherigen
Basisvariablen. Da die Nichtnegativititsbedingung fiir alle Variablen gilt (Standardform des Simplex
gemif Gleichung (3-52)) darf keine Basisvariable durch die Verédnderung von x; negativ werden. Dieser
zuliissige Anderungsbereich fiir x, ist in (3-58) rechts (zwischen den vertikalen Linien) dargestellt. Jene
Basisvariable, welche zuerst den untersten zuldssigen Wert von Null erreicht, wird zu einer Nicht-
basisvariable. Im Beispiel ist dies Variable x;, welche bereits bei einem Wert fiir x; grofler 3 negativ
wiirde. Ein Durchlauf von der Wahl einer Basis mit anschlieBendem Tausch von Basis- und Nicht-

basisvariablen entspricht einem Iterationsschritt der Simplex-Losungsvorschrift.

Die neue Basis fiir den niichsten Schritt (Iteration 2) lautet somit {x,, x;, x,}, die neuen Nichtbasis-
variablen sind {x,, x;}. Die Restriktion fiir x; wird im zweiten Simplex-Tableau (3-60) durch jene fiir x,
ersetzt. In den anderen Gleichungen (Zielfunktion und Restriktionen) wird x, ebenso durch x; gemifl

(3-59) ausgedriickt und eingesetzt.

X, X
x5=6—2x1—x2$x1=3—72—75 (3-59)
VA = 3 + xz/z - x5/2
x x

X3 = 3 - 2/2 _ 5/2 X, <6 (3-60)
3x x

X3 — 3 2/2 + 5/2 xZSZ

x, = 3 - X, X, <3

Erneut wird ein Basistausch durchgefiihrt. Die Zielfunktion beinhaltet die Variablen x, und x;, aber
nur die Nichtbasisvariable x, trigt durch den positiven Koeffizient von +% zur Maximierung bei und
ist daher als neue Basisvariable geeignet. Anstelle von x, wird x; zur Nichtbasisvariable, da bereits ab
einen Wert von 2 die Variable x, negativ wiirde. Fiir die anderen Basisvariablen (x; und x,) hingegen
wiren hohere Werte fiir x, zuléssig ohne dabei die Nichtnegativitdtsbedingung zu verletzen. Wiederum

wird das Gleichungssystem an den Variablentausch angepasst das Simplex-Tableau erhoben (3-61).

A = 4' - x3/3 - x5/3

X = 2 + x3/3 - 2x5/3 561
— 2%3 X5 (3-61)

X, = 2 = /3 + /3

X4 = 1 - 2x3/3 + x5/3
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Dass mit diesem letzten Variablentausch bereits das Optimum gefunden ist, erkennt man an den aus-
schliefllich negativen Koeffizienten der Nichtbasisvariablen x; und x; (jeweils -%3) in der Zielfunktion in
(3-61). Dies bedeutet, dass die Zielfunktion nicht weiter maximiert werden kann, wenn Nichtbasisvaria-
blen bzw. Basisvariablen verdndert wiirden. Die optimalen Werte der Entscheidungsvariablen x; und
x, konnen direkt aus dem Simplex-Tableau (3-61) abgelesen werden. Diese liegen fiir x, ebenso wie fiir
X, bei einem Wert von 2. Das Optimum liegt bei 4 und kann ebenso aus (3-61) entnommen werden.
Fiir das definierte Maximierungsproblem heifit dies, dass bei gegebenen Restriktionen der Deckungs-
beitrag (definiert durch die urspriingliche Zielfunktion (3-45)) bei einer Produktionsmenge von x; = 2
und x, = 2 maximal wird. Die Schlupfvariablen haben im Ldsungspunkt die Werte x; =0, x; =0
(Nichtbasisvariablen sind Null) und x, = 1. Dies bedeutet, dass die Restriktionen NB1 und NB3 gemifl
(3-46) und (3-48) (Produktionsressourcen) vollkommen ausgelastet sind (die korrespondierenden
Schlupfvariablen ist Null), wihrend die Ressource dargestellt durch Nebenbedingung NB2 (3-47) noch

freie Kapazititen aufweist und demnach keinen Produktionsengpass fiir hohere Profite bildet.

Das gezeigte Problem ldsst sich auch grafisch losen. In Abbildung 33 beriihrt die Zielfunktionsgerade
im optimalen Punkt (2]|2) den Losungsraum (Simplex) und nur die Nebenbedingungen NB1 und NB3
definieren diesen (optimalen) Eckpunkt des Simplexraums, wihrend NB2 fiir das Optimum
(Maximum) nicht beschréinkend wirkt. Die beschriebene iterative Vorgangsweise mit dem Tausch von
Basis- und Nichtbasisvariablen entspricht einer grafischen Bewegung am Rand bzw. zwischen den

Eckpunkten des konvexen Losungsraums in Abbildung 33.

Okonomische Interpretation von reduzierten Kosten und Schattenpreisen

Wie bereits erwihnt wurde den Wissenschaftlern Kantorovich und Koopmans (Koopmans, 1975) fiir
ihre Forschungen zur Interpretation von Ergebnissen aus der linearen Optimierung im Jahr 1977 der
Nobelpreis fiir Wirtschaftswissenschaften verliehen. Auch (Gomory & Baumol, 1960) sowie (Williams,
1997) setzten sich mit der Thematik der Schattenpreise auseinander. In diesem Abschnitt wird am
vorherigen Optimierungsbeispiel ((3-45) bis (3-48)) die Bedeutung der Schattenpreise dargestellt.

Zunéchst erfolgt eine allgemeine Definition der reduzierten Kosten und des Begriffes Schattenpreis.
Der Begriff Schattenpreis bzw. dualer Wert wird von (Kallrath, 2013) wie folgt beschrieben:

»Mit den Schattenpreisen identisch sind die Werte der dualen Variablen. Ist die Ilinke Seite
einer Ungleichung z.B. echt kleiner als ihre rechte Seite, so ist die durch diese Ungleichung be-
schriebene Ressource nicht limitierend und es gibt keinen Wertzuwachs durch eine mogliche
FErhohung der Ressource. Der Schattenpreis, oder der duale Wert einer Nebenbedingung ist in
einem Maximierungsproblem der Wertzuwachs der Zielfunktion, der mit einer Einheitser-
hohung der rechten Seite der Nebenbedingung einhergeht. Fiir eine Ungleichung in einem
Minimierungsproblem (Maximierungsproblem) gilt sinngemép entsprechendes und ein positiver
dualer Wert bedeutet einen Zuwachs der Zielfunktion (also eine Verschlechterung) bei jeder
FEinheitserhohung des Wertes der rechten Seite der Nebenbedingung. Es ist zu beachten, dass
es sich bei den Schattenpreisen um ein lokales Konzept handelt. Die durch die dualen
Variablen ausgewiesene Anderung der Zielfunktion wird mdglicherweise nicht vollstindig
erreicht, da andere Nebenbedingungen beschréinkend wirken. Die dualen Werte lassen sich /...]

konsistent als die Werte der Ressourcen interpretieren. “ (Kallrath, 2013, S.50)
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Des Weiteren fiithrt (Kallrath, 2013) folgendes zu reduzierten Kosten aus:

LINimmt eine Variable in einem Maximierungsproblem einen positiven Wert an und geht mit
einem positiven Koeffizienten in die Zielfunktion ein, so kann sie offensichtlich einen positiven
Beitrag zur Zielfunktion leisten; nimmt sie den Wert Null an, so trégt sie nichts bei und ist in
einem bestimmten Sinne nicht attraktiv. Allerdings informieren uns die [...] reduzierten Kosten
[engl.: reduced costs/, um welchen additiven Betrag der zugehorige Zielfunktionskoeffizient
erhoht werden muss, bevor diese Variable einen positiven Wert annimmt. Alternativ kann
man diese reduzierten Kosten als Mafi dafiir ansehen, um wieviel im Vergleich zu anderen
Variablen in einem Maximierungsproblem eine Variable unterpreist oder in einem Mini-
mierungsproblem iiberpreist ist; in einem Produktionsplanungsproblem bedeutet unterpreist
z.B., dass der Frlds kleiner als die Produktionskosten ist. Die reduzierten Kosten stehen &hn-
lich wie die Schattenpreise [...] in enger Relation zu den Nebenbedingungen des Problems. “
(Kallrath, 2013, S.50)

Diese Begriffe und vor allem deren Bedeutung werden nachfolgend am bereits diskutierten Optimie-
rungsbeispiel diskutiert. Die reduzierten Kosten der Schlupfvariablen im gezeigten Optimierungs-
beispiel entsprechen den Koeffizienten der Zielfunktion im Ergebnis-Tableau (3-61). Die reduzierten
Kosten der Nichtbasisvariablen x; und x; betragen jeweils -%5. Sie entsprechen den Grenzertriigen der
Nichtbasisvariablen und werden auch Schattenpreise genannt. Schattenpreise (shadow prices) sind
demnach identisch mit den reduzierten Kosten der Schlupfvariablen im Optimum. Fiir die verbleiben-
de Schlupfvariable x,, welche im Optimum gemeinsam mit den Entscheidungsvariablen x; und x, zur
Basis gehort, sind die reduzierten Kosten gleich Null. Die reduzierten Kosten von x; und x, sind ebenso
Null. Nachdem alle reduzierten Kosten bekannt sind lisst sich, wie in (Suhl & Mellouli, 2013, S.65)
dargestellt, direkt die modifizierte Zielfunktion (3-62) anschreiben. Es gilt, dass Nichtbasisvariablen bei

Maximierungsproblemen ausschliefllich negatives Vorzeichen in der modifizierten Zielfunktion haben.
Z =4471C X, +TCy Xy +7TC3 X3 +TCy Xy +7C5 X5 = 4—§x3 —%xs (3-62)

ICoiiiiiiiain, reduced costs (reduzierte Kosten)

Veréndert man eine Nichtbasisvariable (im Beispiel x; und x;) in der modifizierten Zielfunktion (3-62)
kommt es zu einer Verringerung des Zielwertes z im Ausmafl der Werténderung multipliziert mit den
reduzierten Kosten der jeweiligen Nichtbasisvariable. Dabei gilt es zu beriicksichtigen, dass die Verin-
derung einer Nichtbasisvariable aus der Perspektive des urspriinglichen Optimierungsproblem (geméif
den Gleichungen (3-53) bis (3-57)) zu betrachten ist. Eine Erweiterung der Ressourcenkapazitéit um eine
Einheit entspricht damit der Anderung der Schlupfvariable um den Wert (-1). Eine derartige
Anderung wird nachfolgend am Beispiel der Nebenbedingung NB1 (3-54) fiir die Schlupfvariable x,
demonstriert. Gleichung (3-63) zeigt, wie sich Nebenbedingung NB1 bei einer Kapazititserweiterung
verdndert. Gleichung (3-64) bezieht die Perspektive wiederum auf das urspriingliche Kapazititsniveau

mit einer Grenze von 6 Einheiten. Dies entspricht einer Reduktion 8 der Schlupfvariable x; von (-1).
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AKap.+1

NB1: x;,+2x,+x3=6 —= x; +2x,+x3=6+1 (3-63)
Sx3=-1
NBl: x+2x,+x3=6 — x,+2x,+(x;—-1)=6 (3-64)

Die 6konomische Interpretation von reduzierten Kosten und Schattenpreisen geht auf Koopmans und

Kantorovich zuriick und wird in (Williams, 1997) unter anderem wie folgt zusammengefasst:

»In the absence of degeneracy, the dual values represent the effects of marginal changes in re-
source levels.” (Williams, 1997, S.205)*

Schattenpreise beantworten Fragen iiber die Auswirkungen marginaler Anderungen der Schlupfvaria-
ble auf die Zielfunktion. Da jede Schlupfvariable gem#fl der Standardform des Simplex-Verfahrens
einer Nebenbedingung (Produktionsressource) entspricht, kann folgendes fiir die 6konomische Interpre-

tation des Schattenpreises festgehalten werden:

Der Schattenpreis einer Nebenbedingung gibt die Veréinderung des Wertes der Zielfunktion an,
wenn die korrespondierende Restriktion um eine Einheit erhoht wird. Anders formuliert
entspricht der Schattenpreis der Ableitung der Zielfunktion im Optimum nach der mit dem

Schattenpreis korrespondierenden Restriktion.

Die Werte gelten jedoch nur bei marginalen Anderungen, weshalb Schattenpreise oftmals Marginal-
werte (engl. marginal values) genannt werden. Erst wenn durch die Anderung ein Basiswechsel statt-
findet, kann nicht mehr von einer marginalen Anderung gesprochen werden (Suhl & Mellouli, 2013,

S.66).

Anmerkung: Die reduzierten Kosten einer strukturellen Nichtbasisvariable®® haben ebenso wie Schattenpreise
eine 6konomische Bedeutung. Sie stellen die marginale Verinderung der Zielfunktionsgrofle dar, wenn die
Strukturvariable um eine Einheit erhoht wird. Es lassen sich dabei auch Aussagen bzgl. der Preiswirkung von

Strukturvariablen auf die Zielfunktion (z.B. Deckungsbeitrag) treffen.

Im hier diskutierten Optimierungsbeispiel wiirde die marginale Erhthung der Produktionsressource,
geméf (3-46), um eine Einheit zu einer Verbesserung der Zielfunktion von +% fithren. Das positive
Vorzeichen der Veridnderung der Zielfunktion resultiert aus der Multiplikation des Schattenpreises der
Schlupfvariable x; (-%4) und dem der Kapazititserweiterung von einer Einheit entsprechenden
Verdnderung der Schlupfvariable um den Wert (-1) (gemiB (3-63), (3-64))*. Grafisch entspricht die
Verdanderung der Kapazititsgrenze von NB1 einer Parallelverschiebung der Geraden im Losungsraum
und der damit einhergehenden Verdnderung des Optimums (Abbildung 34). Der optimale Wert der
Entscheidungsvariable x; im neuen Optimum betrigt 1,667. Jener der Strukturvariable x, betréigt
2,667. GemifB der in (3-45) definierten Zielgrofie z ergibt sich eine Summe von 4 %. Diese ist damit

exakt % groBer (optimaler) als die urspriingliche Losung. Die Differenz im Ausmafl von -% entspricht

2 Degeneriert ist ein Modell dann, wenn beliebig viele Losungen bestehen. Wenn also nicht eine Ecke sondern eine
gesamte Kante des Simplex von der Zielfunktion geschnitten wird. Man spricht in diesem Zusammenhang auch
von einer entarteten Losung.

3 Unter einer strukturellen Nichtbasisvariable versteht man eine Entscheidungsvariable (Strukturvariable), welche
im Optimum nicht der Basis angehort. Im diskutierten Beispiel gehéren im Optimum beide Strukturvariablen x
und x, der Basis an, sodass strukturelle Nichtbasisvariablen im diskutierten Beispiel nicht existieren.

# Qoftwaretechnische Umsetzungen des Simplexalgorithmus, wie z.B. der CPLEX Solver von IBM, geben als
Schattenpreis (marginal value) bereits die vorzeichenrichtige Veréinderung der Zielfunktion an, wenn die mit dem
Schattenpreis korrespondierende Nebenbedingung marginal erhcht wird.
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gemifl der Definition des Schattenpreises dem Betrag des Marginalwertes jener Schlupfvariable x,,
deren Kapazitit um den marginalen Wert erhoht wird und fiir die erweiterte Ressource (Restriktion)
steht. Abschliefend folgen noch zwei Definitionen von Schattenpreisen bzw. reduzierten Kosten aus der
Software GAMS, welche fiir Analysen und Entwicklung von Methoden im Rahmen dieser Arbeit

verwendet wird.

4. NB3
R —NB1+1 (RHS)
—ZF_NEU

X1

Abbildung 34: Losungsraum (farbige Fliche) mit Nebenbedingungen und Zielfunktion des Optimierungsbeispiels
bei Relaxation der rechten Seite (right hand side, RHS) der Nebenbedingung NB1

Eine mogliche Definition von Schattenpreisen entstammt aus dem Solver-Manual von GAMS:

»The derivation of the optimality conditions for this Ilinear program begins by associating with
each constraint a multiplier, alternatively termed a dual variable or shadow price. These multi-
pliers represent the marginal price on changes to the corresponding constraint.” (GAMS, 2012,

S.524)

FEine ausfiihrlichere Definition mit einer Unterscheidung zwischen den Angaben von Schattenpreisen

(marginal values) fiir Gleichungen und Variablen in den GAMS-Ergebnissen lautet wie folgt:

“For equations, move all the variable terms to the left hand side and the constant terms to the
right hand side. The marginal value for the equation is the amount that the objective function
would change if the right hand side were increased by 1.0. That's an intuitive description but you
should keep in mind that the marginal value is only correct for differential changes in the right
hand side and not the unit change that the description talks about. For variables, the explanation
is pretty much the same. The marginal value is the amount that the objective function will change
if the bound (upper or lower, whichever is active) is loosened by 1.0. Again, its really only valid
for differential changes and not the unit change described. It doesn't matter whether you talk
about the bound or the variable. The point of loosening the bound is that the variable will move
with the bound. Remember that the marginal value is zero if the variable isn't pushing the

bound.” (GAMS, 2007)

Ein tiefergehendes Verstindnis von Schattenpreisen kann durch die Betrachtung der sogenannten Dua-

litdtstheorie linearer Optimierungsprobleme gefunden werden. (Kallrath, 2013, S.324ff.)
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3.4.3 Methode zur Bestimmung optimaler Anschlussknoten fur DC-Systeme
basierend auf der Theorie der Schattenpreise

In diesem Abschnitt wird die im Rahmen dieser Arbeit entwickelte Methode zur Bestimmung optima-
ler Anschlussknoten fiir DC-Systeme in einem hochvermaschten AC-Netz beschrieben und diskutiert.
Die Integration (geplanter) erneuerbarer Energien fernab der grofien Verbraucherschwerpunkte (bspw.
Windkraft in der Nord- und Ostsee) ist eine der relevantesten Herausforderungen fiir das Gelingen der
Energiewende und hat demzufolge entsprechenden Einfluss auf die Netzausbauplanung. Dabei werden
bei hohen Durchdringungsraten und lokal hoher Konzentration erneuerbarer Energien vermehrt steuer-
bare Korridore z.B. in Form von HGU-Leitungen zum Einsatz kommen (50hertz, Amprion, TenneT,
Transnet BW, 2012a). Die Bestimmung optimaler, vorteilhafter Anschlussknoten derartiger System-
elemente mit der im Rahmen dieser Arbeit entwickelten Methoden beruht auf dem Integrationsgedan-
ken kostengiinstiger Stromerzeugung wie bspw. aus Windkraft und deren Verkniipfung mit zum Teil
weit entfernten Lastzentren. Der Algorithmus bestimmt demzufolge optimale Anschlussknoten fiir
steuerbare Korridore, indem zukiinftig geplante Erzeugungsschwerpunkte inkl. deren Erzeugungskosten
sowie Verbrauchsschwerpunkte beriicksichtigt werden und ein elektrizitédtswirtschaftliches Optimum
(Minimum der Kraftwerkseinsatzkosten) unter Beriicksichtigung des Netzausbaus ermittelt wird. Da es
sich bei dem entwickelten Algorithmus um ein strategisches Planungsinstrument handelt, kann die
Kostenminimierung der Zielfunktion auch als optimale Netzintegration geplanter Erzeugungsanlagen

mit geringen variablen Erzeugungskosten (z.B. erneuerbare Energien) interpretiert werden.

3.4.3.1 Methodische Weiterentwicklung des DC-OPF-Ansatzes und die 6konomische
Interpretation von Schattenpreisen

Als Ausgangsbasis dient das in den Gleichungen (3-15) bis (3-23) (Seite 33) definierte DC-OPF-Modell.
In einem ersten Schritt bedarf es einer Anpassung der Gleichung (3-16), indem die Gleichung in zwei

Bestandteile aufgelost wird.

NBla: pnode, =+ Z:flow,Hm - Z flow,, ., (3-65)
m m

NBib: pnode, = + Z Pop — Z Pon (3-66)
G D

pnode,........... Optimierungsvariable als Leistung am Knoten n [p.u.]

Py (optimierte) Leistung des Kraftwerks im Knoten n [p.u.]

Ppyeeieiiinn. nachgefragte Leistung bzw. Deckungsbedarf im Knoten n [p.u.]

HOW,, _pypeeveneene Wirkleistungsfluss auf Leitung 1 von Knoten n nach Knoten m [p.u.]

Fiir jeden Knoten n wird die Summe aus den Wirkleistungsfliissen gebildet, wobei die Definitionsrich-
tung der Leitung (n—=>m oder m—n) durch das Vorzeichen beriicksichtig wird. Abfiihrende Leitungen
vom Knoten n flieen positiv, zufithrende Leitungen negativ in Gleichung (3-65) ein. Die Entschei-
dungsvariable flow kann sowohl positive als auch negative Werte annehmen. Die Berticksichtigung von
Erzeugung und Last in Knoten n erfolgt in Gleichung (3-66). Uber die Variable pnode, sind die Glei-
chungen unmittelbar miteinander verkniipft. Der Vorteil dieser Trennung von Leistungsflussbilanz und
Erzeugungs-Last-Bilanz am Knoten n liegt in der getrennten Darstellung der Schattenpreise fiir beide
Restriktionen. Am Beispiel von zwei miteinander verbundenen Knoten werden zuniichst zwei unter-

schiedliche Herangehensweisen an die Planung basierend auf Schattenpreisen gegeniibergestellt.
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3.4.3.2 Testnetzstruktur mit zwei Knoten

Das Testnetz besteht aus den beiden Knoten Al und A2, welche durch die Leitung LTG12 mit einer
Kapazitit von 10 MW verbunden sind. In Knoten Al gibt es ein Kraftwerk mit einer maximalen
Leistung von 200 MW und Produktionskosten von 1 €/MWh. Ein weiteres Kraftwerk mit 200 MW
und Kosten von 5 €/MWh liegt im Knoten A2. Die Nachfrage in Hohe von 200 MW tritt in Knoten

A2 auf (Abbildung 35).
200 MW
1 €/MWh
@ Kap. 10 MW

Abbildung 35: Testnetz mit zwei Knoten

Wir das Beispiel gem#fl dem DC-OPF (definiert in (3-15) bis (3-23)* Seite 33) unter Beriicksichtigung
der Trennung von Gleichung (3-16) zu (3-65) und (3-66) gelost, ergibt sich unter Einhaltung der Neben-
bedingungen die in Tabelle 2 dargestellte Situation.

Tabelle 2: Ergebnis im Testnetz mit zwei Knoten bei einer Leitungskapazitit von 10 MW

Knoten A1  Knoten A2
Erzeugung [MW] 10 190
Verbrauch [MW] - 200
Schattenpreis bzgl. (3-65)* [€] -4 -
Schattenpreis bzgl. (3-67) [€] -4 -

Die Gesamtkosten' im Optimum betragen 960 €, der Lastfluss auf der Leitung erreicht die Kapazitits-
grenze von 10 MW. Dies bedeutet, dass die Restriktion der Flussbegrenzung auf das Leitungslimit in
Richtung von Al nach A2 (dargestellt durch die Gleichungen (3-67) und (3-68) als explizite Schreib-
weise der Gleichung (3-20)) die obere Grenze Py, von 10 MW erreicht hat.

NBb5a: flOWn_,m < Pl,limit = flOWA1_>A2 < +10 (3—67)
NB5b: flOWn_,m > _Pl,limit = flOWA1_>A2 >-10 = flOWA2—>A1 <10 (3—68)

Gemif den gezeigten Definitionen von Schattenpreisen ergibt sich ein Schattenpreis fiir die Restriktion
(3-67). Dieser liegt fiir den Knoten A1 bei einem Wert von (-4). Dies bedeutet, dass sich bei marginalen
Erhohung der rechten Seite der Nebenbedingung® (Relaxation um 1 MW auf 11 MW) ein um 4 €

% Da es sich um ein einfaches Testnetz handelt, wird keine Sicherheitsmarge (TRM) zugrundegelegt.

% Der Schattenpreis der Gleichung (3-65) quantifiziert die Anderung der Zielfunktion bei marginaler Anderung
der Gleichung (3-65) fiir den jeweiligen Netzknoten (hier Knoten Al). Die Angaben in Tabelle 2 (sowie in
Tabelle 3 bis Tabelle 9) kénnen nicht unmittelbar aus Gleichung (3-65) berechnet werden, sondern sind ein
Ergebnis der Optimierung mit GAMS (unter Anwendung des Solvers CPLEX).

" Die Kostenangaben in diesem Abschnitt und auch in den folgenden Abschnitten beziehen sich jeweils auf eine
Stunde und werden vereinfachend in Euro angegeben. Dasselbe gilt fiir Angaben von Schattenpreisen und redu-
zierten Kosten.

8 Per Definition (Standardform von linearen Optimierungsproblemen) stehen rechts vom Gleichheitszeichen die
konstanten Werte einer Restriktion, wihrend links die variablen (zu optimierenden) Komponenten angeordnet
werden. Man spricht auch von right hand side (RHS) und left hand side (LHS) einer Gleichung. Eine derartige
Ordnung nimmt ein Solver fiir gewohnlich im Preprocessing vor.

55



3 | Entwicklung von Methoden zur strategischen elektrizitatswirtschaftlichen Netzentwicklung

giinstigerer Kraftwerkseinsatz' einstellt. Der Wirkleistungsfluss ist auch in Gleichung (3-65) abgebildet,
sodass sich auch hierfiir ein Schattenpreis ergibt. Wird die Gleichung (3-65) fiir jeden Knoten n im

Testnetz ausformuliert ergeben sich nachfolgend dargestellte Restriktionen ((3-69) und (3-70)).

NB1lafiir Al: pnodey; = + flowyi sy (3-69)

NB1a fiir A2: pnodeAZ = _fIOWA1—>A2 [= flOWA2—>A1 ] (3—70)

Der Schattenpreis fiir (3-69) ist in diesem einfachen Beispiel mit nur einer Leitung je Netzknoten
identisch mit dem Schattenpreis der korrespondierenden Gleichung (3-68). Demnach ist der Schatten-
preis fiir Knoten Al ebenso bei (-4) (Tabelle 2). Der Marginalwert von Gleichung (3-70) entspricht
exakt dem Schattenpreis fiir die Flussrichtung von A2 nach A1l und liegt im Beispiel bei null. Anders
formuliert bedeuten die Schattenpreise von (-4) in Knoten Al und Null in Knoten A2, dass eine Kapa-
zitdtserhshung nur fiir die Richtung A1 nach A2 kostenwirksam ist. Der Schattenpreis liefert somit zu-
séitzlich zur Hohe der Wirkung einer Relaxation (Kapazitétserhshung) auch die notwendige Richtungs-
information. Welche Rechenvorschrift fiir einen optimalen Netzausbau von DC-Systemen daraus abge-

leitet werden kann wird im nachfolgenden Abschnitt am Beispielnetz mit drei Knoten diskutiert.

Da die entwickelte Methodik ein strategisches (langfristiges) Planungsinstrument darstellt, bei wel-
chem optimale Netzausbauknoten im Kontext des zukiinftigen Gesamtsystems™ als wesentliches
Ergebnis resultieren sollen, sind Engpiisse im vorhandenen Netz (wie im Beispiel auf Leitung LTG12)
in grofem Umfang zu erwarten. Daher ist es notwendig die Netzrestriktionen im Optimierungsproblem
in kontrolliertem und beobachtbarem Umfang gewissermaflen ,aufler Kraft* zu setzen. Der bislang ge-
zeigte Modellansatz mit der Zielfunktion (3-15) wiirde bei der in Abbildung 36 dargestellten Konstella-
tion aus Erzeugung und Verbrauch keine Losung ergeben. Eine Lastdeckung ist bei Einhaltung der

Kapazititsgrenze von 10 MW auf der Leitung nicht moglich.

200 MW
1 €/MWh

@ Kap. 10 MW @
200 MW

Abbildung 36: Testnetz mit zwei Knoten (ohne Erzeugungseinheit im Verbrauchsknoten A2)

Durch einen Eingriff in die Nebenbedingung der Leitungskapazitit kann eine kontrollierte Uberlastung
der Leitung ermoglicht werden. Dies wird durch den leitungsspezifisch definierten Uberlastungsfaktor
g, dargestellt in den Gleichungen in (3-71) und (3-72), erreicht. Die Variable g, ist dabei als positive

Entscheidungsvariable definiert.
NB5a:  flowyom < Prigmie - (1 + &) (3-71)

NB5b: flOWn_,m = _Pl,limit . (1 + £l) (3—72)

¥ Das Ergebnis aus der Berechnung mit einer Leitungskapazitiit von 11 MW ist ein Kraftwerkseinsatz von
11 MW in Konten Al und 189 MW in Knoten A2. Es ergeben sich Gesamtkosten von 956 € und damit ein um
4 € giinstigerer Kraftwerkseinsatz verglichen mit der Rechnung bei einer Leitungskapazitit von 10 MW.

" Diese liegen bspw. in Form von Szenarien mit Ausbaupfaden fiir lastferne erneuerbare Erzeugungseinheiten vor.
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In weiterer Folge wird auch die Zielfunktion (3-15) gemiB Gleichung (3-73)°' um die Uberlastungs-

option®® erweitert.

Zielfunktion: min [Z Cparg " Pg + Z K- sl} (3-73)
G 1

Dazu wird die Summe aller Uberlastungen gewichtet mit einer Strafzahlung « (penalty weight) zusiitz-
lich zu den Kraftwerkseinsatzkosten minimiert. An dieser Stelle wird zunéchst ein Wert von x = 1€ fiir
die Strafzahlung angesetzt, um fiir das in Abbildung 36 dargestellte Netz eine Losung zu finden. Das
Ergebnis der Optimierung mit Uberlastungsoption ist in Tabelle 3 dargestellt. Der Lastfluss auf der
Leitung LTG12 betrigt 200 MW und liegt damit 190 MW iiber dem eigentlichen Limit von 10 MW.
Bezogen auf die Kapazitit entspricht dies einer 19-fachen Uberlastung, welche multipliziert mit der
Strafzahlung von 1 € mit einem Gesamtwert von 19 € in die Zielgrofle eingeht. Zusammen mit den
Kosten in Knoten Al (200 MW a 1 €/MWh) ergeben sich Gesamtkosten im Optimum in der Héhe von
219 €.

Tabelle 3: Ergebnis im Testnetz mit zwei Knoten (ohne Erzeugung in Knoten A2 wie in Abbildung 36 dargestellt)
und der Méglichkeit die Leitung LTG12 zu iiberlasten

Knoten A1  Knoten A2
Erzeugung [MW] 200 -
Verbrauch [MW] - 200
Schattenpreis (3-65) [€] -0,1 -
Schattenpreis (3-71) [€] -0,1 -

Die Knotenschattenpreise der Restriktion (3-65) sind fiir die Bestimmung optimaler Anschlussknoten
wichtiger als die absolute Hohe der Gesamtkosten. Fiir Knoten Al betrégt der Schattenpreis (-0,1).
Fiir Knoten A2 ist der Schattenpreis Null. Dies bedeutet, dass eine zusitzliche Ubertragungskapa-
zitét™ von 1 MW fiir die Richtung A1 nach A2 die ZielgroBe um den Wert 0,1 verringert (minimiert).
Bei einer Leitungskapazitit von 11 MW und einer Belastung von 200 MW ergibt sich ein Uber-
lastungswert in der Hohe von 189 MW. Bezogen auf die Kapazitit von 10 MW und multipliziert mit
den Strafzahlungen ergibt sich ein Wert von 18,9 €. In Summe ergibt sich bei einem Kraftwerkseinsatz
von 200 MW a 1 €/MWh der Wert von 218,9 €. Der Unterschied zur Berechnung ohne Kapazitits-

relaxation entspricht mit 0,1 dem Schattenpreis in Knoten Al.

Es kann damit gezeigt werden, dass nicht lésbare Probleme durch die Uberlastungsoption lésbar
werden ohne dabei die Information der Schattenpreise iiber sinnvolle Netzausbaumafinahmen und
deren Wirkung auf die Gesamtkosten zu verlieren. Der Wert der Strafzahlung x und dessen Aus-
wirkung auf die Methode wird in Abschnitt 3.4.3.3 am Beispiel eines weiteren Testnetzes diskutiert.
Die Ableitung der Rechenvorschrift fiir optimalen Netzausbau von DC-Systemen aus den Schattenprei-

sen wird nachfolgend im Beispielnetz mit drei Knoten diskutiert.

L Fiir die hier diskutierten Testsysteme und die Wirkungsweise des Netzausbau-Algorithmus basierend auf Schat-
tenpreisen bleiben weitere als die dargestellten Bestandteile der Zielfunktion (wie z.B. Phasenschiebertransforma-
toren) unberiicksichtigt.

°2 Fiir einen anderen Anwendungsfall aber dennoch in &hnlicher Art und Weise argumentieren (Hug-Glanzmann &
Andersson, 2009, S.207) den Zweck einer Uberlastungsoption von Leitungen im OPF-Optimierungsproblem.

% Herbeigefithrt durch die marginale Relaxation der RHS der Restriktion.
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3.4.3.3 Testnetzstruktur mit drei Knoten in Serie

Am Beispiel des in Abbildung 37 dargestellten Testnetzes mit drei Knoten werden die skonomische
Interpretation der Schattenpreise der Restriktion (3-65) und die sich daraus ableitende Vorschrift fiir
Wahl optimaler Netzknoten fiir DC-Systeme am Beispiel von drei unterschiedlichen Engpasssituatio-
nen dargestellt. Daran anschlielend wird die Sensitivitit der Strafzahlung x auf das Ergebnis der
Knotenbestimmung diskutiert. Dabei geht es in erster Linie um die Bestimmung der Hohe der Straf-
zahlung mit dem Ziel, dass die aus den Schattenpreisen resultierende Empfehlung fiir optimale
Anschlussknoten fiir DC-Systeme unabhingig vom Netz (Grofie, Vermaschungsgrad) zulédssig und ein-
deutig ist.

200 MW
1 €/MWh

@ LTG12 LTG23 @
200MW

Abbildung 37: Testnetz mit drei in Serie liegenden Netzknoten

In der ersten Variante (Engpasssituation A) haben beide Leitungen eine maximale Kapazitit von
10 MW. Unter Anwendung der Uberlastungsoption (mit einer Strafzahlung k in Hohe von 1 €) ergibt
sich das in Tabelle 4 dargestellte Ergebnis.

Tabelle 4: Ergebnis im Testnetz (Situation A) mit drei Knoten und der Moglichkeit die Leitungen zu iiberlasten

Knoten A1  Knoten A2  Knoten A3
Erzeugung [MW] 200 - -
Verbrauch [MW] - - 200
Schattenpreis (3-65) [€] -0,2 -0,1 -
Leistungsfluss™ LTG12 [MW] 200 -200 -
Leistungsfluss LTG23 [MW] - 200 -200

Die Leitungsiiberlastungsfaktoren jeder Leitung liegen bei 19 (190 MW bezogen auf die Kapazitit von
10 MW), sodass gemif der Zielfunktion (3-73) das Kostenoptimum als Summe aus Kraftwerkskosten
(200 €) und Uberlastungsstrafzahlungen (38 €) bei 238 € liegt. Der Schattenpreis® von (-0,2) in Knoten
A1 besagt, dass eine Relaxation von Knoten Al (Erhohen der RHS der Restriktion (3-65) fir Al um
+1 MW) eine Verbesserung (im Sinne der Minimierung) der Zielfunktion um -0,2 Einheiten bewirkt.
Dies entspriiche einer zusitzlichen Ubertragungseinheit von 1 MW oder einer neuen vom Knoten Al
abfithrenden Leitung mit einer Kapazitdt von 1 MW. Da das Leistungsgleichgewicht im elektrischen
System stets gegeben sein muss, muss eine abfithrende Leitung an Knoten Al an einem anderen Kno-
ten in Form einer zufithrenden Leitung beriicksichtigt werden. Wird also die RHS von (3-65) fiir Kno-
ten Al um +1 (abfithrende Leitung mit 1 MW) erhoht, muss im Gegenzug an Knoten A2 oder A3 eine
zufithrende Leitung mit 1 MW Kapazitidt angenommen werden. Dies geschieht, indem man die RHS
von (3-65) fiir A2 oder A3 um (-1) erweitert. Wird dieser Schritt nicht vollzogen, ist die Restriktion,

welche das Systemgleichgewicht sicherstellt, verletzt und das Optimierungsproblem nicht losbar. Der

54 . . .. oy . . .
** Vom Knoten abflieflende Leistungsfliisse werden positiv gezéhlt, zuflieende entsprechend negativ.

 Die genannten Schattenpreise beziehen sich auf die Gleichung (3-65).
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Schattenpreis von (-0,1) in Knoten A2 besagt, dass eine Relaxation von Knoten A2 (Erhohen der
rechten Seite der Restriktion (3-65) fiir A2 um +1) eine Verbesserung (im Sinne der Minimierung) der
Zielfunktion um -0,1 bewirkt. Da es sich um ein lineares Optimierungsproblem handelt, gilt fiir jeden
Knoten, dass sich bei marginaler Verringerung der RHS um (-1) der negative Schattenpreis ergibt. Am
Beispiel von Knoten A2 wiirde demnach eine Verringerung der RHS der Restriktion (3-65) um 1 MW
eine Anderung der Zielfunktion im Ausmaf von +0,1 bedeuten. Sinngemif dasselbe gilt fiir eine Rela-
xation in Knoten A3. Da dessen Schattenpreis von Gleichung (3-65) fiir Knoten A3 bei null liegt,

bedeutet eine Relaxation von (-1) (oder +1) keine Verdnderung der Zielfunktion.

My — My, = —0,2—(—0,1) =-0,1 (3-74)
g1 — T3 = —0,2 — (+0,0) = —-0,2 (3-75)
a4y — T3 = —0,1 —(+0,0) = -0,1 (3-76)
Tz — Mg = —0,1—(-0,2) = +0,1 (3-77)
T3 — Mgy = +0,0 — (—0,2) = 40,2 (3-78)
T3 — sy = +0,0 — (—0,1) = 40,1 (3-79)
O foneeeeeneenneens Schattenpreis der Restriktion (3-65) fiir den Knoten Al
T feeeeeinenainenn Schattenpreis der Restriktion (3-65) fiir den Knoten A2
TCfgenveeereneenneens Schattenpreis der Restriktion (3-65) fiir den Knoten A3

Aus diesen Uberlegungen lisst sich ableiten, dass jeweils die Schattenpreisdifferenz zwischen zwei
Knoten die tatséichliche Verdnderung des Zielwertes ergibt. In weiterer Folge ldsst sich daraus eine

Planungsvorschrift fiir die Wahl optimaler Anschlussknoten von HGU-Systemen ableiten:

Diejenigen Knotenkombinationen, welche den grofiten (negativen™) Unterschied zwischen ihren
Schattenpreisen aufweisen, sind am besten zur Relaxation und in weiterer Folge fiir Netz-
ausbau mit steuerbaren Korridoren geeignet. Die Kostenreduktion entspricht dabei exakt der

Differenz der Schattenpreise, wodurch der Nutzen einer Relaxation quantifizierbar ist.*

In der Engpassvariante A wére den Ausfiihrungen (3-74) bis (3-79) zufolge Knoten A1l der optimale
Knoten fiir die abfithrende DC-Leitung und A3 wiire der optimale Anschlussknoten um die transpor-
tierte Leistung auf der DC-Leitung wieder in das AC-Netz einzuspeisen. Die Differenz zwischen dem
Schattenpreis m,; und dem Schattenpreis w4 betrégt (-0,2). Das daraus resultierende Ergebnis aus der
Berechnung mit den Relaxationen (41 in Al und -1 in A3) ist in Tabelle 5 dargestellt. Verglichen mit
dem Ergebnis aus Tabelle 4 zeigt sich eine Reduktion der Leistungsfliisse auf den Leitungen LTG12
und LTG23 im Umfang von 1 MW. Der steuerbare Korridor (DC-System) von Al nach A3 transpor-
tiert 1 MW direkt von Al nach A3. Die Kapazitit des Korridors betrigt 1 MW, entsprechend der
Relaxation bzw. der marginalen Anderung der mit der Schlupfvariable korrespondierenden Restriktion
im Ausmafl von 1 MW. Die Gesamtkosten belaufen sich auf 237,8 € und setzen sich zusammen aus den

Kraftwerkseinsatzkosten in Knoten Al und den Uberlastungen®® der Leitungen LTG12 und LTG23.

% Der negative Unterschied entspricht einer Kostenreduktion der Zielfunktion.

° Zu einer dquivalenten Erkenntnis gelangen (Rayes & Min, 1995) in ihren Untersuchen fiir die optimale Netzaus-
bauplanung in Datennetzen (vgl. Anhang A-V Seite 166).

 Die Auslastung von 199 MW entspricht einer Uberlastung von 189 MW bemessen am Limit von 10 MW.
Bezogen auf dieses Limit ergibt sich ein Faktor von 18,9 MW je Leitung.
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Verglichen mit dem Ergebnis aus dem ersten Durchlauf (238 €) ergibt sich exakt die Schattenpreis-
differenz von (-0,2) zwischen Knoten Al und A3. Eine weitere Relaxation von Al und A3 wiirde

gemif Tabelle 5 wiederum eine Kostenreduktion um 0,2 Einheiten auf 237,6 € bewirken™.

Tabelle 5: Ergebnis im Testnetz (Situation A) mit 3 Knoten und Relaxation von A1 (RHS+1) und A3 (RHS-1)

Knoten A1  Knoten A2  Knoten A3
Erzeugung [MW] 200 - -
Verbrauch [MW] - - 200
Schattenpreis (3-65) [€] -0,2 -0,1 -
Leistungsfluss LTG12 [MW] 199 -199 -
Leistungsfluss LTG23 [MW] - 199 -199
DC-System A1-A3% [MW] 1 - -1

Die Schattenpreisdifferenz kann nur dann im vollen Umfang als Kostenersparnis generiert werden,
wenn der entsprechende Netzkorridor im selben Umfang Leistung transportiert wie die marginale
Groflendnderung durch die Relaxation der Restriktion. Daher ist die gezeigte Methode vorwiegend fiir
steuerbar einsetzbare Netzkorridore (bspw. DC-Leitungen) anzuwenden. Deren Steuerbarkeit bedingt
es, dass bei einer Ubertragungskapazitit von 1 MW diese in vollem Umfang genutzt wird und nicht
abhingig von den Widerstandsverhiltnissen im Gesamtnetz eine Leistungsflussaufteilung erfolgt®.
Dem ungeachtet liefern die Schattenpreisedifferenzen auch einen generell giiltigen Hinweis auf die Wir-
kung von Netzausbau an den beobachteten Netzknoten auf die Kraftwerkseinsatzkosten bzw. die Inte-

gration giinstiger Erzeugungskapazitéiten (z.B. Windkraft).

In der zweiten Engpassvariante (Engpasssituation B) stellt nur die Leitung LTG12 mit einer Kapazitit
von 10 MW den Engpass dar. Die zweite Leitung LTG23 ist mit einer Kapazitit von 300 MW fiir die

gegebene Erzeugungs-Last-Konstellation ausreichend grofl bemessen.

Tabelle 6: Ergebnis im Testnetz (Engpasssituation B) mit drei Knoten und der Moglichkeit die Leitungen LTG12
(10 MW) und LTG23 (300 MW) zu iiberlasten

Knoten A1  Knoten A2  Knoten A3
Erzeugung [MW] 200 - -
Verbrauch [MW] - - 200
Schattenpreis (3-65) [€] -0.1 - -
Leistungsfluss LTG12 [MW] 200 -200 -
Leistungsfluss LTG23 [MW] - 200 -200

Das Ergebnis der DC-OPF-Rechnung (mit Uberlastungsmoglichkeit) ist in Tabelle 6 dargestellt. Der
Zielwert betréigt 219 €, da im Unterschied zur Engpasssituation A nur eine Leitung (LTG12) einen
Engpass und demzufolge eine kontrollierte (d.h. minimierte) Uberlastung aufweist. Vergleicht man die
Schattenpreise aus Tabelle 6 (Engpasssituation B) mit jenen aus Tabelle 4 (Engpasssituation A) zeigt
sich fiir die Knoten A1l und A2 eine Veréinderung. Nachfolgend werden die (negativen) Differenzen der

Schattenpreise berechnet.

% Derartige iterative Relaxationen werden in Abschnitt 3.4.3.4 an einem Beispielnetz mit vier Knoten gezeigt.
% Abgebildet durch eine fixe Relaxation in den Knoten Al (+1) und A3 (-1).
1 Sofern keine vor- oder nachgelagerten Engpisse die iibertragbare Leistung schmélern.
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Tpy — Mgz = —0,1 (3-80)
Ty — TMy3 = —0,1 (3-81)
Ty — Ty3 = 0 (3—82)

Gemif} der Vorschrift, dass jene Knotenkombination mit der héchsten negativen Schattenpreisdifferenz
am geeignetsten fiir eine Verbindung durch einen steuerbaren Korridor ist, ergeben sich in der
Engpasssituation B zwei aus elektrizititswirtschaftlicher Sicht®?

bare DC-Leitung mit der Kapazitit von 1 MW zwischen den Knoten Al und A2 bewirkt dieselbe

gleichwertige Losungen. Eine steuer-

Reduktion der Zielgrofle wie eine DC-Leitung zwischen Al und A3. Keine Verdnderung gegeniiber der
Berechnung im urspriinglichen Netz hingegen wiirde eine DC-Leitung zwischen A2 und A3 bewirken.
Die Ergebnisse der Methode sind bei Betrachtung der gegebenen Netzkonstellation und der Engpass-
situation folgerichtig und schliissig nachvollziehbar. So wiirde ein Ausbau der ohnehin ausreichend
dimensionierten Leitung zwischen A2 und A3 keine Vorteile fiir den Kraftwerkseinsatz bedeuten. Die
Gleichwertigkeit der Losungen A1-A2 und A1-A3 gilt nur aus Sicht der Kraftwerkskosten. Andere in
der Praxis relevante Planungsgrundlagen wie bspw. okologische Aspekte, Errichtungskosten der

Leitung usw. ermoglichen in weiterer Folge eine Priorisierung einer der beiden Losungen.

In der dritten Variante (Engpasssituation C) stellt die Leitung LTG23 mit 10 MW den Engpass dar,
wihrend die Leitung LTG12 mit 300 MW ausreichend dimensioniert ist. Das Ergebnis der DC-OPF-
Rechnung (mit Uberlastungsmoglichkeit) ist in Tabelle 7 dargestellt

Tabelle 7: Ergebnis im Testnetz (Engpasssituation C) mit drei Knoten und der Méglichkeit die Leitungen LTG12
(300 MW) und LTG23 (10 MW) zu iiberlasten

Knoten A1  Knoten A2  Knoten A3
Erzeugung [MW] 200 - -
Verbrauch [MW] - - 200
Schattenpreis (3-65) [€] -0,1 -0,1 -
Leistungsfluss LTG12 [MW] 200 -200 -
Leistungsfluss LTG23 [MW] - 200 -200

Auch in diesem Fall verdndern sich die Knotenschattenpreise und demzufolge auch die Schattenpreis-
differenzen gegeniiber den Engpasssituationen A und B und damit einhergehend die geeigneten An-

schlussknoten fiir eine steuerbare Leitung.

Ty — My = 0 (3_83)
Taq — M3 = —0,1 (3-84)
Mgy — a3 = —0,1 (3-85)

Auch hier ergeben sich mit den Kombinationen A1-A3 (3-84) und A2-A3 (3-85) zwei gleichwertige
Losungen im Sinne der definierten Zielfunktion. Und auch hier gilt, dass die Ergebnisse der Methode in
Anbetracht der gegebenen Netzkonstellation und der Engpasssituation folgerichtig und nachvollziehbar
sind. Ein Netzausbau der ohnehin ausreichend dimensionierten Leitung A1-A2 wire aus elektrizitéits-

wirtschaftlicher Sicht nicht zielfithrend. Dies bestétigt auch (3-83) mit einer Differenz von Null.

% Tm Sinne der definierten Zielfunktion (Kostenminimierung des Kraftwerkseinsatzes und Minimierung von
Leitungsiiberlastungen).
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Die drei Engpasssituationen A, B und C zeigen, dass abhiingig von der zukiinftigen Verteilung von
(kostengiinstigen) FErzeugungsanlagen und Verbraucherschwerpunkten sowie abhingig vom Netz
(strukturelle Engpiisse) eine Bestimmung von optimalen (im Sinne von kostenminimierender
(Kraftwerkseinsatzkosten) und netzentlastender Mafinahmen) Anschlussknoten fiir steuerbare Korri-
dore basierend auf dem Konzept der Schattenpreise vorgenommen werden kann. Bei Anwendung der
entwickelten Methode auf zukiinftige Kraftwerks-Last-Situationen (Szenarien) werden die Erzeugungs-
kosten kiinftiger, geplanter Kraftwerke ebenso wie strukturelle Engpésse implizit beriicksichtigt.
Beziiglich der Priorisierung von Mafinahmen wird an dieser Stelle dieser Arbeit ausdriicklich auf die
Interdisziplinaritit des Netzausbaus hingewiesen. Neben technischen und ckonomischen Uberlegungen
spielen ¢kologische Gesichtspunkte und im Besonderen und wahrnehmbar zunehmendem Mafi Aspekte
der gesellschaftlichen Akzeptanz eine entscheidende Rolle in der Netzentwicklungsplanung. Insbeson-
dere in der Feinplanungsphase von Netzausbaumafinahmen gilt es diese Aspekte entsprechend zu

beriicksichtigen.

Wie bereits einleitend erwihnt, wird an dieser Stelle die Sensitivitidt der Strafzahlung k auf das Ergeb-
nis diskutiert. Dabei geht es in erster Linie um die Bestimmung der Hohe der Strafzahlung mit dem
Ziel, dass die aus den Schattenpreisen resultierende Empfehlung fiir optimale Anschlussknoten fiir DC-
Systeme zuliissig und eindeutig ist. Fiir die nachfolgenden Uberlegungen gilt die Annahme, dass beide
Leitungen aus Abbildung 37 eine maximale Ubertragungskapazitit von 10 MW aufweisen. Wie in
Abbildung 37 dargestellt, gibt es im Verbraucherknoten A3 eine Erzeugungsanlage, welche grundsiitz-
lich den Gesamtbedarf decken kann. Ohne Uberlastungsoption ergibt sich im Optimum ein ZielgroBen-
wert von 960 €. Diesem Wert (ohne Uberlastungsoption) steht die kostenminimalste Erzeugung zur
Deckung der Systemlast mit Kosten von 200 € (ohne Netzrestriktionen bzw. bei Uberlastungsoption)
gegeniiber. Die Differenz zwischen den beiden Optima (mit und ohne Uberlastungsoption) betrigt
760 €. Bei Beriicksichtigung der Uberlastungsoption betragen die Uberlastungen pro Leitung 190 MW
(Faktor 19). Bei einer definierten Zielfunktion gem#f Gleichung (3-73) ergibt sich ab einer Strafzah-

lung k von 20 € eine sogenannte Uberpreisung der Uberlastungsvariable in der Zielfunktion.

Zoi — kmin

Kmax = e (3-86)
E R SIS Kosten ohne Uberlastungsoption

Ko eevvveemveeenne minimalste Erzeugungskosten zur Deckung der Last

D Summe der Uberlastungsfaktoren aller Leitungen

Eine Uberpreisung der Variable bedeutet, dass die Uberlastungsoption bei Werten grofer ... (3-86)

(im betrachteten Beispiel liegt x,,, bei 20€) ihre eigentliche Funktion als Option zur Herbeifiihrung

eines optimalen Kraftwerkseinsatzes verliert. Im Falle einer Uberpreisung wird eine Uberlastung
demzufolge unzweckmiiflig, da sie teurer ist als die Kraftwerkseinsatzkosten ohne Uberlastungsoption.
Damit wird die Option einer Uberlastung nicht mehr als solche wahrgenommen. Wie bereits in
Abschnitt 3.4.2 erldutert, geben die reduzierten Kosten einer Entscheidungsvariable Hinweise auf die
Wirkung deren Bepreisung in der Zielfunktion. In einem Minimierungsproblem gelten die reduzierten
Kosten als Mafl dafiir, um wie viel die Variable iiberpreist ist (Kallrath, 2013, S.50). Betrachtet man

die reduzierten Kosten der Uberlastungsvariablen g, fiir verschiedene Strafzahlungen « ergibt sich das

in Tabelle 8 dargestellte Ergebnis. Ab einem Wert fiir k grofler als 20 ergeben sich reduzierte Kosten
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fiir die Uberlastungsvariable, womit eine Uberpreisung dieser vorliegt. In anderen Worten ausgedriickt
bedeutet dies, dass der Freiheitsgrad der Uberlastung von Leitungen ab Strafzahlungen grofler 20 im
gegebenen Testnetz mit drei Knoten in der Zielfunktion unzulissig hoch bewertet bzw. gewichtet wird.
Ebenso in Tabelle 8 dargestellt sind die Schattenpreise der Knoten A1, A2 und A3. Wihrend gemif
der beschriebenen Netzausbauvorschrift™ bei Strafzahlungen k<20 der Ausbau einer DC-Leitung
zwischen A1l und A3 empfohlen wird und auch der Engpasssituation entsprechend folgerichtig ist, sind
die Differenzen ab einem k-Wert grofier 20 nicht mehr zuléissig und ab dem Wert von 40 nicht mehr

eindeutig.

Tabelle 8: reduzierte Kosten der Uberlastungsvariablen fiir unterschiedliche Strafzahlungen im Netz mit 3 Knoten

StrafzahlungsmaB x [€] 1 10 19 20 21 40 80
Red. Kosten fiir ¢ LTG12 [€] - - - - - - 40
Red. Kosten fiir € LTG23 [€] - - - - 2 40 80
Schattenpreis (3-65) fiir A1 [€] | -0,2 -2 -3,8 -4 -4 4 4
Schattenpreis (3-65) fiir A2 [€] | -0,1 -1 -1,9 -2 -1,9 0 0
Schattenpreis (3-65) fiir A3 [€] 0 0 0 0 0 0 0

Die realisierbare Verbesserung der Zielfunktion bei Relaxation der mit den Schattenpreisen
korrespondierenden Restriktion (3-65) entspricht ab einem k-Wert gréfler 20 auch nicht mehr der
Differenz der Schattenpreise. Ab einem Wert von k = 40 gibt es fiir die Kombination A1-A3 keine
eindeutige Losung mehr. Der Grenzwert 40 entspricht der Grenze k,,,, multipliziert mit der Anzahl der
Leitungen im System. Wenngleich der in (3-86) dargestellte indirekt proportionale Zusammenhang
zwischen der maximal zuldssigen Strafzahlung (ohne die Uberlastungsoption zu iiberpreisen) und den
Uberlastungen nicht uneingeschriinkt auf beliebig groe Netze anwendbar ist, lisst sich aus den gezeig-
ten Ergebnissen dennoch schlussfolgern, dass die Uberlastungsoption nur in Kombination mit kleinen
(d.h. opportunen) Strafzahlungen k angewendet werden darf. Die praktische Anwendung des Algorith-
mus erfordert daher stets die Beobachtung der reduzierten Kosten fiir die Uberlastungsvariable je

Leitung um eine Uberpreisung durch « in der Zielfunktion zu vermeiden.

Nochmals sei darauf hingewiesen, dass die entwickelte Methodik ein strategisches Planungsinstrument
darstellt, bei welchem der Netzausbau im Kontext des zukiinftigen Gesamtsystems als wesentliches Er-
gebnis resultieren soll und weshalb Engpésse im vorhandenen Netz in groflem Umfang zu erwarten
sind. Dadurch rechtfertigt sich in folgerichtiger Konsequenz die ZweckmiiBligkeit der Uberlastungs-

option.

3.4.3.4 Testnetzstruktur mit vier Netzknoten

In diesem Abschnitt wird die iterative Anwendung der Methode zur Bestimmung optimaler Knoten fiir
steuerbare Korridore am Beispiel eines Netzes mit vier Knoten demonstriert (Abbildung 38). Damit
wird gezeigt, wie durch Anwendung der Schattenpreistheorie bei sukzessiver Relaxation eine Quantifi-
zierung der sinnvollen (d.h. maximalen) Ubertragungsleistung und zudem eine zeitliche Priorisierung
verschiedener Netzausbaumafinahmen moglich wird. AbschlieBend werden die FErgebnisse fiir das
Testnetz (Abbildung 38) anhand einer tatséichlichen DC-Systemmodellierung unter Anwendung der in
Abschnitt 3.3.2 gezeigten DC-OPF-Methode validiert.

% Jene Knoten, mit der hochsten Schattenpreisdifferenz sind die im Sinne der Zielfunktion die optimalsten fiir die
Einbindung steuerbarer Korridore.
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Der Verbraucherschwerpunkt im Testnetz liegt mit 200 MW im Knoten A3 und kann vom giinstigen
Erzeugungsschwerpunkt in Knoten Al zur Ginze am kostengiinstigsten gedeckt werden, wenn zu-
néichst vernachléssigt wird, dass im gezeigten Beispiel die Leitungen LTG12 sowie LTG23 mit einer
Kapazitit von jeweils 10 MW strukturelle Engpésse darstellen.

200 MW
1 €/MWh

@ LTG12 LTG24

LTG23 LTG34

200 MW

Abbildung 38: Testnetz mit vier Netzknoten

Die Optimierung mit Uberlastungsoption ergibt das in Tabelle 9 dargestellte Ergebnis. Die optimale
Zielgrofe betriagt 231% bzw. 0,462667 p.u."' Die Schattenpreise der Restriktion (3-65) zeigen die
maximale Differenz zwischen den Knoten Al (-0,133) und A3 (+0,033). Bei Betrachtung der Netz-
konstellation (Abbildung 38) ist dies ein zu erwartendes Ergebnis, da durch eine DC-Verbindung
zwischen Al und A3 beide Engpiisse auf LTG12 und LTG23 entlastet werden. Eine marginale Ande-
rung der mit den Knoten Al und A3 korrespondierenden Restriktionen entspricht dabei einer Relaxa-

tion der jeweiligen rechten Seite der Nebenbedingung (RHS) im Ausmafl von +1/500%.

Tabelle 9: Ergebnis im Testnetz mit vier Knoten und der Moglichkeit die Leitungen zu iiberlasten (1. Durchlauf)

Knoten A1  Knoten A2 Knoten A3  Knoten A4
Erzeugung [MW] 200 - - -
Verbrauch [MW] - - 200 -
Schattenpreis (3-65) [€] -0,133 -0,033 0,033 -
Leistungsfluss LTG12 [MW] 200 -200 - -
Leistungsfluss LTG23 [MW] - 133,5 -133,5 -
Leistungsfluss LTG24 [MW] - 66,5 - -66,5
Leistungsfluss LTG34 [MW] - - -66,5 66,5

Tabelle 10 zeigt links die Zielgrofle im zweiten Durchlauf bei unterschiedlichen Knotenkombinationen
fir die Relaxation. Die rechte Tabelle stellt die Differenzen der Zielfunktionsgréfie zwischen dem
zweiten Durchlauf (bei Relaxation unterschiedlicher Knotenkombinationen) und dem ersten Durchlauf
(231,333; ohne Relaxation) dar. Negative Werte entsprechen demzufolge einer Reduktion der Zielfunk-
tionsgrofle im zweiten Durchlauf. Dabei wird ersichtlich, dass negative Schattenpreisdifferenzen fiir die
Kombinationen A1-A2, A1-A3, A1-A4, A2-A3, A2-A4 und A4-A3 auftreten. Erwartungsgemif und

mit dem Ergebnis aus Tabelle 9 iibereinstimmend zeigt sich fiir die Relaxation von A1-A3 die grofite

% Die BezugsgroBe der Berechnung in p.u. betriigt in diesem Beispiel 500 MW.
% Da in bezogenen GroBen gerechnet wird, ist es notwendig, dass auch die marginale Anderung von 1 MW auf die
Bezugsleistung von hier 500 MW bezogen wird.

64



Entwicklung von Methoden zur strategischen elektrizitatswirtschaftlichen Netzentwicklung | 3

Kostenreduktion. Diese entspricht zudem mit (-0,167) exakt der Differenz aus den Schattenpreisen der
Knoten Al und A3.
Tabelle 10: links: Zielfunktionsgrofe in Euro (2. Durchlauf) bei unterschiedlichen Kombinationen fiir die

Relaxation; rechts: Differenzen der Zielfunktionsgrofie [€] zwischen dem zweiten Durchlauf (bei Relaxation
unterschiedlicher Knotenkombinationen) und dem ersten Durchlauf (231,333) ohne Relaxation.

RHS-A RHS-A
Al A2 A3 Ad Al A2 A3 A4
RHS+A RHS+A
Al - 231,233 231,167 231,200 Al - 0,100  -0,167  -0,133
A2 231,434 - 231,267 231,300 A2 0,100 - 20,067  -0,033
A3 231,500 231,400 - 231,367 A3 0,167 0,067 - 0,033
A4 231,467 231,367 231,300 - A4 0,133 0033  -0,033 -

Iterative Anwendung der Methode zur Bestimmung optimaler Anschlussknoten fir DC-Systeme
Nachfolgend wird zur Verdeutlichung der Wirkungsweise von Relaxationen unterschiedlicher Knoten-
kombinationen der Verlauf der Zielgrofe fiir eine bestimmte Anzahl an Iterationen dargestellt. Ausgeh-
end vom Basisfall ohne Relaxation wird fiir die jeweils gewihlte Knotenkombination eine Relaxation
der Restriktion (3-65) im Ausmafl von +1/500 vorgenommen und die ZielgroBe erneut ermittelt. Bei
300 Iterationsschritten entspricht dies einer sukzessiven Erhohung der Ubertragungsleistung der

simulierten steuerbaren Leitung bis zu 300 MW (oder 0,6 p.u.).

——ZF-Wert bei A1-A3 ——ZF-Wert bei A1-A4 ——ZF-Wertbei A1-A2 ZF-Wert bei A2-A3
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Abbildung 39: Verlauf des Zielfunktionswertes (Zielgrofe, ZF-Wert) bei iterativer Relaxation der Restriktion
(3-65) fiir unterschiedliche Knotenkombinationen im Testnetz mit vier Knoten (Abbildung 38)

Es ergeben sich die in Abbildung 39 dargestellten Kurvenverldufe der Zielgrofie bei iterativer Relaxa-
tion unterschiedlicher Knotenkombination. Untersucht wurden dabei jene, welche gemifl Tabelle 10
(rechts) eine Verbesserung der Zielfunktion zur Folge haben und bei Betrachtung der Netzkonstellation

unmittelbaren Einfluss auf die Engpasssituation haben. Die Kombinationen A1-A3, A1-A4, A1-A2 und
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A2-A3 erreichen ihr jeweiliges Minimum bei der 200. Iteration. Dies entspricht einer Relaxation von
0,4 p.u. bzw. 200 MW. Das iiber alle Kombinationen betrachtete absolute Minimum der Zielgrofle
(200 €) wird nur fiir die optimale Kombinationen A1-A3 erreicht. Der Wert von 200 € entspricht dem
Fall in dem keine Leitung mehr iiberlastet ist und das giinstigste Kraftwerk in Knoten Al
(Erzeugungskosten 1 €/MWh) den Bedarf von 200 MW in Knoten A3 deckt. Demzufolge entspricht
der ZF-Wert von 200 € tatsichlich dem absoluten Minimum, welches in diesem Beispielnetz mit vier
Knoten erreicht werden kann. Die Knotenkombination A1-A4 hat den zweitgréfiten Reduktionseinfluss
auf die ZielgroBle. Dadurch kann der Engpass auf der Leitung LTG12 direkt iiberbriickt werden und
desweiteren eine lastflussbedingte Aufteilung auf die beiden Pfade ,A4->A2->A3“ und ,A4->A3“
erreicht werden. Durch diese Aufteilung ist die Knotenkombination Al-A4 giinstiger als die
Kombination A1-A2, welche an dritter Stelle fiir eine sinnvolle Netzerweiterung stiinde. Als letzte der

vier betrachteten Kombinationen steht die Kombination A2-A3.

Die aus der Netzkonstellation resultierende Reihenfolge wird auch im Verlauf der Zielgréfle in
Abbildung 39 ersichtlich. Dabei zeigt sich, dass die ZielgroBle fiir die Kombination Al1-A3 am
schnellsten abnimmt und in weiterer Folge als einzige Kombination das absolute Minimum von 200 €
erreicht. Bereits im Basislauf (ohne Relaxation) kann aus den Schattenpreisdifferenzen der einzelnen

Knotenkombinationen diese Reihenfolge abgeleitet werden.

Exkurs: Erklarung zum Anstieg der Zielgrof3e ab einer Relaxation von 200 MW

Ab einer Relaxation von 200 MW steigt die Zielgrofle jeder Knotenkombination in Abbildung 39
wieder an. Der Grund dafiir liegt in der starr eingepriigten Relaxation der Knotenregel. Die Einhaltung
der Systembilanz fiihrt der Optimierungsalgorithmus durch die Einpriagung einer Leistung in Leitun-
gen (Ringfliisse) herbei, wodurch die ZielgroBe durch zusitzliche Uberlastungen von Engpissen (wie
z.B. LTG23) wieder zu steigen beginnt. Abbildung 40 zeigt die Leistungsfliisse auf den Leitungen fiir
die iterative Relaxation der Knotenkombination A2-A3. Die strichlierte Linie beschreibt die starre Ein-
prigung der Leistung zwischen Knoten A2 und A3, welche durch die iterative Relaxation der Restrik-
tion (3-65) fiir A2 und A3 zustande kommt und den steuerbaren Korridor widerspiegelt. Zu erkennen
ist, dass im 200. Durchlauf — bei einer starren Einprigung von 200 MW - die Leitungen LTG23,
LTG24 und LTG34 eine Belastung von 0 MW aufweisen. Die 200 MW werden somit in Knoten Al
erzeugt, liber LTG12 zu Knoten A2 transportiert und iiber die starre Einprigung von 200 MW zum
Verbrauchsknoten A3 weitergeleitet. Damit die Knotenbilanz bei Relaxationen iiber 200 MW eingehal-
ten werden kann, hat der Optimierungsalgorithmus den Freiheitsgrad die Leitungen LTG23, LTG34
und LTG24 mit einem Ringfluss zu belasten. Dies geschieht in der Hohe der iiber dem optimalen Wert
von 200 MW liegenden Relaxation. Diese starre Einpriagung betrégt im 220. Iterationsschritt bspw.
220 MW. Diese 20 MW Uberschuss in A3 werden durch einen Lastfluss von 13,33 MW auf LTG23 (in
Richtung A3 nach A2) und einem Lastfluss von 6,667 MW auf LTG34 kompensiert. Die Uberschuss
von -20 MW in A2 wird dementsprechend durch die zufithrenden Lastfliisse auf den Leitungen LTG23
und LTG24 (-6,667 MW) kompensiert. Der Grund fiir den Anstieg liegt demzufolge in der mathe-
matischen Formulierung des Optimierungsproblems und der vorgegebenen Restriktionen. Ab dem 200.
Durchlauf diirfen die Ergebnisse fiir das gegebene Netzbeispiel mit vier Knoten nicht mehr in Analogie
zu einer physikalisch vorhandenen und steuerbaren DC-Verbindung betrachtet werden. In der prakti-

schen Anwendung der Methode auf groflere Netze ist diese Grenze dann erreicht, wenn die Schatten-
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preisdifferenz des betrachteten Knotenpaares den Wert Null erreicht oder einen Nulldurchgang in den
positiven Wertebereich aufweist. Eine weitere Relaxation wiirde in diesem Fall keine Minimierung der

Zielfunktion erwirken.

—LTG12 ——LTG23 LTG24 LTG34 === starr eingepragtauf A2-A3 durch die Relaxation
300
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Abbildung 40: Leitungsbelastung bei iterativer Relaxation der Knotenkombination A2-A3.

Beispiel einer sukzessiven Netzerweiterung im Testnetz mit vier Knoten

Fiir die nachfolgenden Ergebnisse gilt die Annahme, dass bspw. aus Kosten- oder Umweltgriinden zu-
néichst ein DC-System zwischen den Knoten A2 und A3 ausgebaut wird. Abbildung 41 zeigt den
bereits gezeigten Verlauf der Zielgrofie bei Relaxation der Knoten A2-A3. Dieser ist bis zu einem
Relaxationswert von 4200 MW im Sinken begriffen. Es gibt zunichst einen Bereich, in welchem die
iterative Relaxation von A2-A3 stattfindet. Der minimalste Wert der Zielgrofle bei einer Relaxation
von A2-A3 im Ausmafl von 200 MW liegt bei 219 €. Ab den 200. Iterationsschritt (entspricht einer
Relaxation von iiber 200 MW auf A2-A3) steigt die Zielgrofie aus bereits diskutierten Griinden der
mathematische Formulierung des Optimierungsproblems wieder an. Dabei erkennt den Nulldurchgang
der Schattenpreisdifferenz fiir A2-A3 vom negativen in den positiven Wertebereich. Zusitzlich sind in
Abbildung 41 die Schattenpreisdifferenzen der Kombinationen A1-A3, A1-A2, A1-A4 und A2-A3
dargestellt. Betrachtet man diese Differenzen im Basislauf (keine Relaxation) erkennt man, dass (wie
auch bereits mehrmals fiir dieses Beispiel erldutert) die Kombination Al-A3 am zielfiihrendsten fiir
eine Netzerweiterung wiire, da diese Kombination die (betragsmiifiig, bzw. in Definitionsrichtung der
Leitung) grofite Differenz der Schattenpreise aufweist. Wenn nun aber bspw. aus Kosten- oder Um-
weltgriinden dennoch zunéchst die Kombination A2-A3 fiir die Relaxation herangezogen wird, veréin-
dert sich die Reihenfolge der sinnvollen Ausbaukorridore ab dem 201. Iterationsschritt. Anders ausge-
driickt wiirde bei Ausbau des Korridors A2-A3 auf 200 MW der Korridor A1-A2 die hochste negative
Schattenpreisdifferenz aufweisen und damit den Korridor A1-A3 als sinnvollste Erweiterungsmaf-
nahme ablosen. Wenn also ab dem 201. Iterationsschritt die Relaxation von A2-A3 auf 200 MW gehal-
ten wird und eine iterative Relaxation beginnend bei +1 p.u. fiir die Knotenkombination A1-A2 vorge-

nommen wird, dann sinkt die Zielgrofie weiter ab (Abbildung 41). Das Minimum von 200 € wird bei
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einer Relaxation von 200 MW im Pfad A1-A2 erreicht. Die Schattenpreisdifferenzen im absoluten
Minimum liegen fiir alle Knotenkombinationen bei null (vgl. Abbildung 41). Dies bedeutet, dass keine

weiteren Relaxationen eine Verringerung der Zielfunktion ermoglichen.

ZF-Wert bei A1-A2 (mit A2-A3 starr auf 200 MW) = ZF-Wert bei A2-A3
=== Al.m-A3.m === Al.m-Ad4.m
Al.m-A2.m A2.m-A3.m
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Abbildung 41: Verlauf der Zielgrofie (ZF-Wert, linke Skala) und Verlauf der Schattenpreisdifferenz (rechte Skala)
bei iterativer Erhohung der Relaxation der Restriktion (3-65) fiir die Knotenkombination A2-A3 und
anschlieBender iterativer Relaxation von A1-A2 (bei starrer Relaxation von A2-A3 auf 200 MW)®,

Das Beispiel zeigt, dass die Aussagekraft der Schattenpreisdifferenz auch nicht bei sukzessiver
Netzausbaustrategie ihre Wirkung verliert. Damit kann in einem iterativen Planungsprozess fiir
geplante Netzausbauprojekte bzw. Alternativen solcher anhand der Schattenpreisdifferenz zu jedem
Zeitpunkt die im Sinne der definierten Zielfunktion optimale Knotenkombination fiir weitere
Mafinahmen bestimmt werden. Von besonderem Interesse sind dabei stets jene Zustéinde, bei welchen
sich die Reihenfolge der Schattenpreisdifferenzen veréndert. Die Kombination einer Relaxation von A2-
A3 mit 200 MW und einer anschlieBenden Relaxation von A1-A2 mit ebenso 200 MW ist demnach
identisch mit einer direkten Relaxation von A1-A3. Beide fithren zum selben optimalen Ergebnis von
200 € fiir die Zielgrofe. Eine weitere Interpretationsmoglichkeit dieser sukzessiven Herbeifithrung der
optimalen Losung von 200 € ist die netztechnische Abstiitzung eines Korridors in einem Knoten bzw.
Netzbereich. Eine derartige Abstiitzung einer DC-Leitung von Knoten A1l nach Knoten A3 im Knoten
A2 wiirde daher keine Einschriinkung der (optimalsten) Losung mit sich bringen und bestenfalls

weitere Freiheitsgrade im Netz ermoglichen.

% Die Bezeichnung Al.m steht fiir den Marginal Value (Marginalwert, Schattenpreis) des Knotens Al. Sinngemiif
dasselbe gilt fiir die Bezeichnungen A2.m, A3.m und A4.m.
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Validierung der Methode anhand tatsachlicher DC-Systeme im Testnetz mit vier Knoten

Abschlieflend wird die diskutierte Methode fiir das Testnetz mit vier Knoten anhand einer tatséchli-
chen DC-Systemmodellierung unter Anwendung der in Abschnitt 3.3.2 gezeigten DC-OPF-Methode
validiert. Bisher wird durch starre Leistungseinprigung (Relaxation in der Restriktion (3-65)) fiir be-
stimmte Knotenkombinationen eine Situation geschaffen, welche im Grunde die Beriicksichtigung eines
DC-Systems vorweg genommen hat. Durch diese Vorgangsweise werden jedoch teilweise unzulissige
Losungsbereiche beschritten, in welche diese Analogie zu einer physikalisch vorhandenen und steuer-
baren DC-Verbindung nicht weiter giiltig ist. Dies ist dann der Fall, wenn die Zielgrofie trotz Relaxa-
tion wieder zunimmt.

200 MW
1 €/MWh

@ LTG12 LTG24

LTG23 LTG34

DC-Leitung @
200 MW

Abbildung 42: Testnetz mit vier Netzknoten und einer DC-Leitung zwischen Al und A3

In weiterer Folge wird zwischen den jeweils untersuchten Knoten (z.B. zwischen Al und A3) eine
steuerbare Leitung anstelle der Relaxation der korrespondierenden Restriktion modelliert. Die maximal
iibertragbare Leistung der DC-Leitung wird dabei zunichst in analoger Weise zur iterativen
Relaxation sukzessive vergroflert und der Verlauf der Zielgrofle beobachtet und dargestellt. Analog
zum Basisfall ohne Relaxation betriigt die maximale Ubertragungsleistung der DC-Leitung zwischen
Al und A3 zu Beginn 0 MW. Dies entspricht demzufolge einer Rechnung ohne steuerbare DC-Leitung.
Fiir die im Basisfall vorhandenen AC-Leitungen gilt auch bei dieser Vorgangsweise die Uberlastungs-
option. In jedem Durchlauf wird die Ubertragungskapazitit der DC-Leitung um 1 p.u. erhoht.
Abbildung 43 zeigt den Verlauf der Zielgrofle mit Beriicksichtigung der DC-Leitung und den Verlauf
der ZielgroBle ohne DC-Leitung bei Relaxation der Knotenkombination A1-A3 sowie den Verlauf der
Schattenpreisdifferenz verschiedener Knotenkombinationen. Bis zu einer Ubertragungskapazitit von
200 MW fiir die DC-Leitung bzw. einer dazu analog stehenden Relaxation der Kombination A1-A3 im
Ausmafl von 200 MW sind die dargestellten Verldufe der Zielgrofien deckungsgleich. Wahrend bei der
Relaxation der Knotenregel ab dem 201. Iterationsschritt (Relaxation iiber 200 MW) wieder ein
Anstieg der Zielgrofle verzeichnet wird, bleibt die Zielgréfle bei Beriicksichtigung der steuerbaren

Leitung ab einer Kapazitit von 200 MW auf dem Wert von 200 €.

Bei Betrachtung von Abbildung 44 erkennt man, dass die Auslastung der DC-Leitung (Rauten in
Abbildung 44) bemessen an der jeweiligen DC-Kapazitit (Abszisse in Abbildung 44) bis zu einer
Kapazitit von 200 MW bei jeweils 100% liegt. Die maximale Auslastung liegt bei 190 MW an. Die
restlichen 10 MW werden iiber die vorhandenen AC-Leitungen iibertragen. Auch bei weiterer iterativer
Kapazitéitserhohung der DC-Leitung steigt die Auslastung nicht tiber 190 MW. Dies liegt an den Straf-
zahlungen fiir den Einsatz von DC-Leitungen, wie bereits in Abschnitt 3.3.2 (Gleichung (3-26)) gezeigt.

Dabei ist es notwendig, dass die Strafzahlung « fir die Uberlastung einer Leitung hoher ist als die
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Strafzahlung o fiir den Einsatz von DC-Leitungen. Nur so ist gewiihrleistet, dass der Einsatz der DC-
Leitung jedenfalls einer Uberlastung von AC-Leitungen vorgezogen wird und die Uberlastung einer
AC-Leitung somit als letztes geeignetes Mittel vom Optimierungsalgorithmus zur Erreichung einer
Losung eingesetzt wird. Fiir das gezeigte Beispiel ist eine Bemessung der DC-Leitung zwischen Knoten
Al und A3 mit 190 MW demzufolge ausreichend.

ZF-Wert (ohne DC-L., Relaxation A1-A3) —— ZF-Wert (mit DC-Leitung A1-A3)
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Ubertragungsleistung der DC-Leitung bzw. lterationsschritt der Relaxation

Abbildung 43: Verlauf der Zielfunktionsgrofie (linke Skala) bei sukzessiver Erhohung der Ubertragungskapazitiit
einer DC-Leitung zwischen A1l und A3 im Vergleich zum Verlauf der ZielgroBe bei Relaxation der Restriktion
(3-65) fiir die Knoten A1 und A3; Schattenpreisdifferenzen (rechte Skala) unterschiedlicher Knotenkombinationen
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Abbildung 44: Wirkleistungsfliisse auf den Leitungen im Testnetz mit vier Knoten und einer DC-Leitung

(Auslastung auf der rechten Skala bemessen an der jeweiligen Kapazitéit der DC-Leitung) zwischen den Knoten
Al und A3, deren Kapazitit sukzessive in 1 p.u.-Schritten bis auf 300 MW erhsht wird.
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In einem weiteren Beispiel wird die DC-Leitung nicht direkt zwischen Knoten A1l und A3 sondern zwi-
schen den Knoten A1l und A2 vorgesehen. Abbildung 45 zeigt wiederum den Verlauf der Zielgréfie mit
DC-Leitung (iterative Kapazitdtserhshung) und im Vergleich dazu den Verlauf bei iterativer Relaxa-
tion der Knoten Al und A2. Der minimale Kostenwert von 200 € kann nicht erreicht werden, da durch
die DC-Leitung zwischen Al und A2 der Engpass auf LTG23 nicht behoben werden kann. Ab einer
Ubertragungskapazitit von 200 MW weist die Schattenpreisdifferenz einen zusitzlichen Ausbau
zwischen den Knoten A1l und A3 oder zwischen A2 und A3 als gleichermafien kostensenkend aus
(Abbildung 45). Die DC-Leitung zwischen Al und A2 und eine weitere zwischen A2 und A3
(Abbildung 46) kann auch als DC-Leitung zwischen Al und A3 mit Netzabstiitzung in Knoten A2
betrachtet werden. Die Abstiitzung &dndert nichts daran, dass das Optimum von 200 € erreicht wird.
Unter denkbaren Umstéinden fiihrt eine Abstiitzung in A2 zu einem zusitzlichen Freiheitsgrad im
Netzbetrieb. Ab einer DC-Kapazitidt von 190 MW fiir beide DC-Leitungen (zwischen Al und A2 und
zwischen A2 und A3) sinken alle Schattenpreisdifferenzen auf null (Abbildung 46). Fiir das gegebene
Beispiel mit vier Knoten haben demnach keine weiteren Netzausbaumafinahmen kostensenkende

Wirkung auf den Kraftwerkseinsatz.

ZF-Wert (ohne DC-L., Relaxation A1-A2) ———ZF-Wert (mit DC-Leitung A1-A2)
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Ubertragungsleistung der DC-Leitung bzw. Iterationsschritt der Relaxation

Abbildung 45: Verlauf der Zielfunktionsgrofe (linke Skala) bei sukzessiver Erhohung der Ubertragungskapazitiit
einer DC-Leitung zwischen A1l und A2 im Vergleich zum Verlauf der Zielgrofie bei Relaxation der Restriktion
(3-65) fiir die Knoten A1 und A2; Verlauf der Schattenpreisdifferenzen (rechte Skala) unterschiedlicher Knoten-
kombinationen.
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—ZielgroRRe === Al.m-A3.m === Al.m-A4.m === Al.m-A2.m
=== A2.m-A3.m A2.m-Ad4.m A3.m-Ad4.m
250 0,25
—_—
225 T — 0,20
200 ——— 0,15
N
175 010 G
Q
& 150 005 =
0 0
> 125 s / <ot () 00 o
© R R R R R PRR PR P
N 100 3 o/ 0,05 o
VY SO G S VS A -/ =
,I /] ©
75 o 010 5
S IO R SOV VU SRS N SN S B [ n
50 S O G S S S S N ____,' -0,15
25 -0,20
0 —~ -0,25
~ V" - A
DC-Leitung A1-A2 mit iterativer DC-Leitung A1-A2 mit 190 MW Kapazitat
Erh6hung der Kapazitat DC-Leitung A2-A3 mit iterativer Erh6hung der Kapazitat

Abbildung 46: Verlauf der Zielfunktionsgrofe (linke Skala) bei zunichst sukzessiver Erhohung der Ubertragungs-
kapazitit einer DC-Leitung zwischen A1 und A2 und anschlieender sukzessiver Erhshung der Kapazitéit einer
DC-Leitung zwischen Knoten A2 und A3. Verlauf der Schattenpreisdifferenzen (rechte Skala) unterschiedlicher

Knotenkombinationen.

3.4.3.5 Zusammenfassung zur Methode Uber die Bestimmung vorteilhafter Anschlussknoten
fur steuerbare Korridore basierend auf der Theorie der Schattenpreise

Basierend auf dem DC-Lastflussmodell und der Theorie der Schattenpreise bzw. deren 6konomische
Interpretation konnen elektrizitéitswirtschaftlich sinnvolle Anschlussknoten fiir steuerbare Transport-
korridore (z.B. DC-Systeme) bestimmt werden. Dabei werden sowohl vorteilhafte Einspeiseknoten als
auch vorteilhafte Ausspeiseknoten anhand ihres Schattenpreises lokalisiert. Das vorhandene Basisnetz
mit situativen oder strukturellen Engpissen wird dabei mit Einspeise- und Lastsituationen implizit
durch die Gleichungen des DC-OPF-Ansatzes beriicksichtigt. Jene potenziellen Anschlussknoten,
welche sich in unterschiedlichen Fillen wiederholt als geeignet erweisen, kénnen als robuste Knoten fiir
den Anschluss von DC-Systemen erachtet werden und in weiterer Folge technischen Netzanalysen
unterzogen werden. Der Nutzen einer DC-Leitung fiir einen kostenoptimalen Kraftwerkseinsatz ist bei
entsprechender Definition der Zielgréfle unmittelbar quantifizierbar. Mit Gleichung (3-66) gibt es ein
Aquivalent zu Gleichung (3-65). Die Schattenpreise von Gleichung (3-66) stimmen mit jenen aus
Gleichung (3-65) demgeméB iiberein. Die in Gleichung (3-66) abgebildete Knotenlast und Knotenerzeu-
gung koénnen aus dem Blickwinkel der Energiedeckung als Alternativen zum Netzausbau betrachtet
werden. Damit geben die berechneten Schattenpreise zusiitzlich zum Netzausbau auch Hinweise auf
vorteilhafte Knoten fiir kiinftige Erzeugungsanlagen (Standort netzstiitzender Kraftwerke) bzw. Last-
knoten. Letztere sind insbesondere im Hinblick auf die Energiewende fiir Maflnahmen wie bspw.
power-to-heat oder (dezentrale) Speicheranwendungen zur elektrizitidtswirtschaftlich optimalen

Systemnutzung (bspw. von Erzeugungsspitzen aus Windkraft) von besonderem Interesse.

Die Ergebnisse aus einer praktischen Anwendung der dargestellten Methodik werden in Abschnitt 4.3.2
dargestellt. Im nachfolgenden Abschnitt wird eine Methodik beschrieben, mit welcher die Wirkungs-

weise steuerbarer Transportkorridore in einem hochvermaschten AC-Netz gezeigt werden kann.
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3.5 Methodischer Ansatz zur Bestimmung der Wirkung von steuerbaren
Transportkorridoren in hochvermaschten Hochstspannungsnetzen

Da in der zugrunde liegenden DC-OPF-Methodik DC-Overlaykorridore im Sinne der definierten Ziel-
funktion systemoptimal eingesetzt werden, ergibt sich immanent die Steuerbarkeit derartiger Netzele-
mente, so dass in diesem Zusammenhang von steuerbaren Korridoren zur Realisierung des gerichteten
Stromtransports gesprochen werden kann. Basierend auf der in Abschnitt 3.3.2 darlegten DC-OPF-
Methodik zum Einsatz von DC-Systemen als steuerbare Korridore wird in diesem Abschnitt eine
Methode zur Quantifizierung der Wirkung von DC-Systemen auf das hochvermaschte Drehstromnetz

(AC-Netz) und auf Ringfliisse gezeigt.

Die Methodik basiert auf der Analyse der Lastflussaufteilung bei bilanzierter Erzeugung und Last in
einem betrachteten Netzgebiet (z.B. Regelzone). Aufgrund der Linearitéit des DC-OPF-Ansatzes gibt
die Gegeniiberstellung der Leistungsflussergebnisse zwischen Berechnungen mit und ohne steuerbare
Korridore Auskunft iiber die Wirkung von DC-Systemen auf das AC-Netz. Wird neben dem betrach-
teten Netzbereich (z.B. Regelzone) zudem das umliegende Netz (z.B. benachbarte Regelzonen) beriick-
sichtigt, dann kann auch der Einfluss steuerbarer Korridore auf sogenannte Ringfliisse (loop flows)
ermittelt werden. Die Ergebnisse der Methodenanwendung werden in Abschnitt 4.3.3 fiir das deutsche
Hochstspannungsnetz gezeigt. Einen dhnlichen Ansatz beschreibt auch (Stott et al., 2009, S.1293) und

empfiehlt diesen fiir komplexe Topologiesinderungen.

3.6 NTC-basiertes Market Coupling

Eine umfassende Beschreibung des NTC-basierten®™ Market-Coupling-Modells, welches in ATLANTIS
zum Einsatz kommt, erfolgte bereits in (Nischler, 2009) und (Nischler et al., 2009). Fiir das umfassen-
de Versténdnis darauf aufbauender Ergebnisse (z.B. Abschnitt 4.4) und Modellentwicklungen (z.B.
Abschnitte 3.7 und 3.10) im Rahmen dieser Arbeit wird in diesem Abschnitt das mathematische Opti-

mierungsproblem mit einer kurzen Beschreibung der wesentlichsten Nebenbedingungen dargestellt.

Zielfunktion: max {Z [Z (an_i -pDn‘l-) - Z(qsa‘i . c,,arSa‘i)” (3-87)
i n a

S.t.

NBla: qSg; < quaxa'i (3-88)

NB1b: qD,; < quaxn'i (3-89)

NB2a:  export;_,; — import;,; < NTCi,;  V(i,jli # j) (3-90)

NB2b: Z exporty_,; — Z importy_,; < TPy_,; (kcilNjegk) (3-91)
k k

NB3: Z qSa; — Z qD,; + Z import;_,; — Z export,,; =0 Vi (3-92)
a n Jj#i J#i

L e, Marktgebiete, Preiszonen

Koo, Marktgebiete fiir technische Profile

57 Abkiirzung fiir Net Transfer Capacity. Dieser Wert in MW stellt die fiir den Stromhandel zur Verfiigung steh-
ende Handelskapazitit an den Léndergrenzen (bzw. Grenzen zwischen Marktgebieten) dar, welche in marks-
basierten Auktionen (implizit und/oder explizit) versteigert wird. (Nischler, 2009)
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Doveieieiaaeaeennnn, Nachfrageblock

F Angebotsblock

D, e zugeschlagene Nachfragemenge des Nachfrageblocks n in Markt i [MW]
QS e zugeschlagene Angebotsmenge des Angebotsblocks a in Markt i [MW]
PDp i, Nachfragepreis des Nachfrageblocks n in Markt i [6/MWh]®
CoapSijorenernanen: variable Erzeugungskosten des Angebotsblocks a in Markt i [€/MWHh]

import; ;... Import in Markt i aus Markt j [MW]

export; j........ Export aus Markt i in Markt j [MW]

Net transfer capacity (max. Handelskapazitét) zwischen Markt i und j [MW]
TPy e Technisches Profil zwischen den Marktgebieten k und j [MW]

Die Zielfunktion beschreibt das Maximierungsproblem als die Differenz zwischen versorgter Nachfrage
und dafiir eingesetzten Kraftwerken nach Merit Order der variablen Stromerzeugungskosten. Unter
Einhaltung der verfiigharen bzw. maximalen Leistung je Kraftwerk (Nebenbedingung NBla) wird
sichergestellt, dass eine Deckung der Nachfrage pro Marktgebiet (NB1b) unter Einhaltung der maxi-
malen Handelsbeschréinkungen in Form von NTC-Werten (NB2a) oder technischen Profilen” (NB2b)
kostenminimal erfolgt. Nebenbedingung NB3 stellt zudem sicher, dass in jedem Markt ein Gleich-
gewicht zwischen Importen, Exporten, tatséichlicher Erzeugung und gedeckter Nachfrage herrscht.
Zusétzlich ist der Algorithmus derart gestaltet, dass Ringfliisse ausgeschlossen sind. Die zu optimie-
renden Variablen in diesem linearen, konvexen Optimierungsproblem sind die zugeschlagene Erzeu-
gung und der gedeckte Bedarf je Marktgebiet sowie die Im- bzw. Exporte zwischen gekoppelten Markt-
gebieten. Als weiteres Ergebnis ergibt sich fiir jedes Marktgebiet ein Marktriumungspreis. Damit
entspricht das in ATLANTIS verwendete Market Coupling Modell einem EU-weiten impliziten Market
Coupling basierend auf koordiniertem und NTC-basierendem Engpassmanagement, welches auch als

Alternative zum bevorzugten lastflussbasierten Engpassmanagement™

im EU-Zielmodell vorgeschlagen
und seitens der ENTSO-E im , Network Code on Capacity Allocation and Congestion Management

(CACM)“ (ENTSO-E, 2012a) vorgesehen ist.

Im folgenden Abschnitt wird aufbauend auf dem Modell fiir NTC-basiertes Market Coupling ein

Ansatz fiir implizites lastflussbasiertes Market Coupling beschrieben.

3.7 Lastflussbasiertes Market Coupling

Lastflussbasiertes Engpassmanagement wird im EU-Zielmodell als préferierte Methode fiir die Kapa-
zitdtsberechnung und -zuteilung im grenziiberschreitenden Stromhandel angefiihrt. Derzeit gibt es in
mehreren regionalen Initiativen in FEuropa Ansétze zur Implementierung von lastflussbasiertem
Engpassmanagement (Aguado et al., 2012) (CAO, 2013). Auch die Fachliteratur zu der Thematik ist
entsprechend umfangreich. Diese reicht von zonalen PTDF-Ansétzen (Purchala et al., 2005a) (Kumar
et al., 2004) iiber nodale Ansitze (Bart & Andreewsky, 2005) und dynamische PTD-Faktoren (Huang,
2011) hin zu koordinierten expliziten Auktionen (Vukasovic & Skuletic, 2007) (Vukasovic et al., 2008)
und Vergleichsrechnungen mit dem NTC-Konzept (Waniek et al., 2010) (Barth et al., 2009).

% Bei Betrachtung einer Stunde sind Energie- und Leistungseinheiten fquivalent. Ein Handel von 100 MW in
einer Stunde entspricht damit einem Handelsvolumen von 100 MWh.

% Die Berticksichtigung von technischen Profilen im Optimierungsalgorithmus wurde erst im Rahmen dieser
Arbeit implementiert. Dadurch ergibt sich eine realitéitsnahe Abbildung des Engpassmanagements an bestimm-
ten europdischen Regelzonengrenzen. So ist bspw. die Auflengrenze Polens zu Tschechien, Slowakei und
Deutschland iiber ein technisches Profil geregelt (50hertz, 2009).

" In Abschnitt 3.7 wird ein Modellansatz fiir lastflussbasiertes Engpassmanagement dargestellt.
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Im Rahmen dieser Arbeit wird aufbauend auf den genannten Literaturstellen ein Ansatz fiir lastfluss-
basiertes Market Coupling auf impliziter Basis dargestellt. Im Unterschied zu expliziten Auktionen
wird bei impliziten Auktionen die zum Energiehandel optimale Ubertragungskapazitit implizit zuge-
teilt (Waniek et al., 2010) (Nischler, 2009). Der Energichandel erfolgt unter Ausnutzung kostenoptima-
ler Handelsopportunitéiten zwischen den Marktzonen und fiithrt im optimalen Fall zu vollstindiger

Preiskonvergenz zwischen den selbigen.

3.7.1 Implementierung in das Market Coupling Modell von ATLANTIS

Bei dem in Abschnitt 3.6 beschriebenen Market Coupling Modell handelt es sich um implizites NTC-
basiertes Market Coupling. Dies bedeutet, dass unter Einhaltung der Handelsrestriktionen (NTC-
Werte) an den Zonengrenzen implizit optimale Import- bzw. Exportgeschiifte zwischen diesen Zonen
ermittelt werden. Ziel ist es nun, diesen impliziten Charakter des Modells auch im lastflussbasierten
Marktansatz beizubehalten. Der im Abschnitt 3.2.1 gezeigte PTDF-Ansatz zur Lastflussberechnung
kann im Sinne von lastflussbasiertem Engpassmanagement auch als Handelstransaktion mit Quelle und
Senke unter Beriicksichtigung der aus dieser Handelstransaktion resultieren Lastflussaufteilung ange-
sehen werden. Einem Handelsgeschift zwischen zwei Netzknoten wiirde gemé3 PTDF-Matrix anteilig
der entsprechende Handelspfad zugeteilt werden. Die Lastflussaufteilung wird bei lastflussbasiertem
Engpassmanagement direkt bei der Kapazititszuweisung (capacity allocation) beriicksichtigt™. Der
Leistungsfluss bzw. Handelsfluss auf jeder Leitung bzw. jedem Flowgates kann unter Anwendung der
Vorschrift (3-12) berechnet werden. Dabei wird in allgemein giiltiger Weise der Vektor P* als Saldo
von Handelsquelle (Q) und Handelsenke (S) je Marktzone verstanden.

_ Pa_p Qa-Sa

Ppg = [Pa—c| = [SENS] - [Qp ‘Ssl (3-93)
Pp_c Qc-Sc

Prgreeeereeneenens Leistungsfluss auf einem definierten Flowgate (FG)

Pypoiin. Leistungsfluss auf dem Netzelement zwischen A und B

QUeveeeeeinnns Handelsquelle in Knoten A bzw. Export aus Knoten A

S Handelssenke in Knoten A bzw. Import in Knoten A

()
©

Abbildung 47: Konstellation mit drei Marktzonen

™ Im Vergleich dazu wiirde das bilaterale NTC-Konzept ungeachtet der physikalischen Netzkonstellation die
Handelskapazitit exklusiv auf der direkten mit der Handelstransaktion verkniipften Grenze zuweisen. Darin
begriindet sind unter anderem die bereits in der Kapazitéitsberechnung (capacity calculation) beriicksichtigten
Sicherheitsmargen (TRM) (Duthaler, 2007) (Nischler, 2009).
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Im Sinne der Definition von Exporten und Importen (Gleichungen (3-90), (3-91) und (3-92)) im Market
Coupling Modell aus Abschnitt 3.6 kann Gleichung (3-93) auch folgendermafien beschrieben werden.

Pr; = [SENS] - Z(exporti_)j — import;,;) (3-94)

J i

Fiir das in Abbildung 47 dargestellte einfache Beispiel mit drei Handelszonen ergibt sich fiir das
Flowgate A<>B die Formulierung (3-95).

Pyop = SENS,p 4 - [export,_p — import,_p + export,_ — import,_c] +
SENS,opp - [exportg_, — importz_, + exportg_ — importg_] + (3-95)

SENS o - lexporte_, — import._, + export;_g — import;_z]

Zusiétzlich gilt die Netting-Vorschrift, dass der Export von Zone x nach y dem Import von Zone y aus
x entspricht. Dadurch konnen alle Import-Terme der Gleichung (3-95) als Export-Terme ausgedriickt
und in weiterer Folge zusammengefasst werden. Daraus ergibt sich die in (3-96) dargestellte Beziehung

fiir Flowgate A<—B.

Py = (SENSpcpa —SENS,cpp) - €xporty_p +
(SENSpcpp — SENSyip4) - €xporty_, +
(SENSpcpa —SENSacpc) - export, ¢ + (396)
(SENSAHB‘C — SENSAHB,A) - exportc_, +
(SENSAHB‘B - SENSA(_,B‘C) -exportg_c +

(SENSAHB,C - SENSA(—)B,B) ° exportc_B

Setzt man Gleichung (3-13) und (3-14) in Gleichung (3-96) ein, erhilt man die Gleichungen (3-97) bzw.
(3-98) als Aquivalent zu Gleichung (3-95).

Pyop = PTDF, .5 -5 - (export,_p — exportp_,) +
PTDF,op asc - (export,_c — exportc_,) + (3-97)

PTDFyc.pp-c - (exportg_c — exportc_p)

Pyop = PTDF g ap - (export,_p — import,_p) +

PTDFyip assc - (export,_c — importy_¢) + (3-98)
!
PTDF,ppc * (exportg_c — importg_c) <FGCyp
PTDF gy _peeeeveeeees PTDF fiir das Flowgate A<B bei einer Handelstransaktion von A nach B [-]
FGC o5 eeeees e Flowgate Capacity fiir das Flowgate A—B [MW]

In analoger Weise kénnen die Leistungen auf den Flowgates A«<C und B«C berechnet werden. An-
stelle der Nebenbedingungen (3-90) und (3-91) wird Gleichung (3-98) als Nebenbedingung in den Market
Coupling Algorithmus aufgenommen. Der Handelsfluss bzw. Leistungsfluss auf dem Flowgate A<B

darf die maximal zuléissige Handelskapazitit definiert als Flowgate Capacity (FGC) nicht iiberschrei-
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ten. Fiir die Abbildung richtungsdifferenter Flowgate Capacities ist es notwendig, die PTDF-Matrix
sowohl fiir die Definitionsrichtung (Vorwértsrichtung) als auch fiir die Riickwértsrichtung zu bestim-
men. Aufgrund der Linearitdt und Transitivitit der DC-PTDF-Rechnung kann unmittelbar aus der
PTDF-Matrix fiir die Vorwirtsrichtung (3-13) auch die PTDF-Matrix fiir die Riickwirtsrichtung
[PTDF® (3-99) ermittelt werden. Entspricht die Richtungsdefinition der Flowgates in den Zeilen der
PTDF-Matrix der definierten Leitungsrichtung von Start- zu Endknoten handelt es sich um die
PTDF-Matrix in Vorwértsrichtung.

[PTDF|R = —[PTDF]" (3-99)

Abschlieflend zeigen die Gleichungen (3-100) bis (3-105) den Optimierungsalgorithmus fiir implizites
lastflussbasiertes Market Coupling. Es handelt sich dabei um ein lineares Optimierungsmodell, welches

mit dem CPLEX-Solver in GAMS gelost wird.

Zielfunktion: max {Z [Z (an_i -pDn‘l-) - Z(an‘i . cvarSa‘i)H (3-100)
i n a

S.t.
NBla: ¢Sg; < qSmax g (3-101)
NB1b: ¢qD,; < qDmaxy, ; (3-102)
NB2a: Z PTDFf';_i_,j(exporti_)j —import;,;) S FGCry  Y(fgNi#]) (3-103)
ij
NB2b: Z PTDng imj(export,,; —import,,;) S FGCry  Y(fgNi#)) (3-104)
NB3: Z qSa;i — Z qD,; + Z import;_,; — Z export;,; =0 Vi (3-105)
J#i J#i

L e, Marktgebiete, Preiszonen
LB, Flowgates
I, Nachfrageblock

Angebotsblock

zugeschlagene Nachfragemenge des Nachfrageblocks n in Markt i [MW]
... zugeschlagene Angebotsmenge des Angebotsblocks a in Markt i [MW]
Nachfragepreis des Nachfrageblocks n in Markt i [€/MWh)]

CoapSijorenevnnens variable Erzeugungskosten des Angebotsblocks a in Markt i [€/MWh]

import; ; ....... Import in Markt i aus Markt j [MW]

export; ... Export aus Markt i in Markt j [MW]

PTDF",,, ;...PTDF fiir das Flowgate fg und die Transaktion von i nach j in Vorwirtsrichtung [-]
PTDF",, ;...PTDF fiir das Flowgate fg und die Transaktion von i nach j in Rickwirtsrichtung [-]

FGCy............ Flowgate Capacity auf dem Flowgate fg [MW]

Exkurs: Bestimmung der Flowgate Capacity

Zur Festlegung der Flowgate Capacity gibt es verschiedene Ansitze und keine einheitlich definierte
Berechnungsvorschrift (Duthaler, 2007, S.68ff.). In zonalen Ansitzen, wie in (Purchala et al., 2005a)
beschrieben, werden &hnlich dem NTC-Ansatz Zonen (sog. Hub-Knoten) gebildet, welche durch Flow-

gates verbunden sind. Jedes Flowgate représentiert dabei mehr als die Summe der zoneniiberschreiten-
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den Netzelemente. Vielmehr soll es sowohl in der zonalen PTDF-Matrix als auch in der dazugehorigen
FGC das Verhalten der nicht modellierten Netzelemente moglichst exakt widerspiegeln. Dazu hilt
(Duthaler, 2007, S.70ff.) fest, dass die Flowgate Capacity im zonalen Ansatz nicht eindeutig bestimmt
werden kann und bei unterschiedlichen Transaktionen unterschiedliche Werte annehmen muss, da
jeweils unterschiedliche, nicht explizit abgebildete Netzelemente innerhalb der Zonen abhingig von der
jeweiligen Ein- und Ausspeisesituation im gesamten Netz den fiir die FGC begrenzenden Engpass
darstellen kénnen. In nodalen Ansitzen kann bei Abbildung jedes Netzelementes™ grundsitzlich die
thermische Kapazitét bzw. (n-1)-sichere Kapazitéiitsgrenze als FGC angesetzt werden. Hiufiger werden
in nodalen Ansitzen jedoch nur sog. kritische Zweige (critical branches) unter Beriicksichtigung
kritischer Ausfiille (critical outages) herangezogen (CASC.EU, 2013). Die Berechnung der Flowgate
Capacity setzt dabei eine tiefe Kenntnis des Netzes sowie dessen Reaktion auf externe Faktoren wie

Erzeugungs- und Lastsituationen, Wettersituationen, usw. voraus.

Fiir langfristige Untersuchungen zur Netzplanung sind derzeit Informationen iiber Referenzlastfiille
(base case) und daraus ableitbare Grenzkapazitéten fiir den lastflussbasierten Ansatz nicht allgemein
verfiigbar. Daher wird die Wirkungsweise der gezeigten Methode im folgenden Abschnitt anhand von

Testnetzen demonstriert.

3.8 Abbildung steuerbarer Korridore im lastflussbasierten Market Coupling

Unter dem Begriff ,steuerbarer Stromtransport® wird der FEinsatz eines Netzelements verstanden,
welches in Hohe und Richtung des Lastflusses iiber das Mafli herkémmlicher Netzelemente hinaus-
gehend beeinflussbar ist. Wihrend bisher steuerbare Netzkorridore vorwiegend an Landesgrenzen (z.B.
HGU-Seekabel zwischen Griechenland und Italien) und damit an den Grenzen von Marktzonen
lokalisiert waren, werden derartige Transportsysteme zukiinftig auch innerhalb dieser Zonen vermehrt
zum FKEinsatz kommen. Zudem wird in absehbarer Zeit voraussichtlich das NTC-basierte Market
Coupling von zonalen oder nodalen lastflussbasierten Ansitzen als Marktsystem bzw. Engpassmana-
gementmethode abgelost werden. Die Abbildung steuerbarer Korridore im lastflussbasierten Market
Coupling Modell (Abschnitt 3.7.1) ist daher auch fiir die elektrizitéitswirtschaftlich gepréigte, gesamt-
systemische und strategische Netzentwicklungsplanung mit Modellen wie bspw. ATLANTIS von
Bedeutung. Dazu werden im Rahmen dieser Arbeit zwei Methoden entwickelt, welche in den nachfol-
genden Abschnitten 3.8.1 und 3.8.2 erldutert werden. Durch die Gegeniiberstellung von NTC-Konzept
und PTDF-Konzept (mit und ohne DC-Leitungen) erfolgt in Abschnitt 3.8.3 ein Methodenvergleich
sowie eine Demonstration der Funktionsweise der entwickelten Methoden am Beispiel eines IEEE-Test-

netzes.
3.8.1 Modellierung steuerbarer Korridore als variable Einspeisung

Wie in Abbildung 48 dargestellt, wird die DC-Leitung zwischen den Marktzonen A und B durch eine
variable Einspeisung in A und B ersetzt. Diese kann im Sinne der bidirektionalen Belastbarkeit der
DC-Leitung positive und negative Werte annehmen und ist in den korrespondierenden Zonen A und B
vom Betrag identisch und im Vorzeichen verschieden. Analog zu der Vorgangsweise in Abschnitt 3.2.1

kann die Sensitivitdtsmatrix fiir das Netzsystem berechnet werden. Dabei bleibt die DC-Leitung,

™ Dementsprechend ist auch die Dimension der PTDF-Matrix sehr grof.
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modelliert als variable Ein- und Ausspeisung, als Netzelemente unberiicksichtigt. Lediglich die Leitun-
gen A-C und B-C werden in der Knotenadmittanzmatrix [Y] und der Inzidenzmatrix [H] abgebildet.

Wird Knoten B als Referenzknoten gewihlt, erhilt man die in (3-106) dargestellte Sensitivitdtsmatrix.

@ @ *Ppc

DC
10 —> 1Q

O———0 E——0=

Abbildung 48: Testsystem mit drei Knoten und einer DC-Leitung (links), welche durch eine variable Einspeisung
bzw. Ausspeisung abgebildet wird (rechts)

(3-106)

[SENS] = 1,0 00 00

00 00 00
[—1,0 0,0 —1,0]
Durch die Rechenvorschrift (3-13) (Seite 29) wird daraus die PTDF-Matrix abgeleitet und im Market
Coupling Modell in Vor- und Riickwirtsrichtung abgebildet. Im angefiihrten Beispiel mit drei Knoten
wird dabei jeder Knoten als Marktzone und jede Leitung als Flowgate angesehen (nodaler Ansatz).
Auch die DC-Leitung zwischen den Marktzonen A und B bildet ein Flowgate, welches im Market
Coupling Modell durch die variable Finspeisung und Ausspeisung abgebildet wird. Dazu wird das in
den Gleichungen (3-100) bis (3-105) beschriebene lastflussbasierte Market Coupling Modell entsprechend
angepasst bzw. erweitert. Zuniichst muss fiir jede DC-Leitung im System eine Optimierungsvariable
fiir die variable Einspeisung definiert werden. Da die Einspeisung auch negative Werte annehmen kann
(Ausspeisung) werden eine positive und eine negative Variable definiert. Jede DC-Leitung (mit Start-
und Endknoten) wird somit in zwei Ein- bzw. Ausspeisungen aufgeteilt (vgl. Abbildung 48). Somit ist
jede DC-Leitung in den Modelleingangsdaten durch zwei DC-Stationen dargestellt. Nachdem die in
Abbildung 48 dargestellte Systemtransformation von DC-Leitung zu Ein- und Ausspeisungen in den
Modelleingangsdaten vollzogen ist, miissen diese auch in der Nebenbedingung des Knotengleichgewich-
tes (Gleichung (3-112)) als solche beriicksichtigt werden. Zusitzlich zur Erweiterung des Zonengleich-
gewichtes sind neue Nebenbedingungen notwendig. Die Restriktion (3-113) legt die Betriebsgrenzen der
DC-Leitung fest, in dem sichergestellt wird, dass die variable Einspeisung im Betrag das Ubertragungs-
limit des korrespondierenden DC-Ubertragungssystems nicht iibersteigt. Zudem wird iiber die Neben-
bedingung (3-114) garantiert, dass die beiden mit einer DC-Leitung korrespondierenden DC-Stationen
exakt gegengleich einspeisen. Das bedeutet am Beispiel aus Abbildung 48, dass ein Leistungsfluss auf
der DC-Leitung von A nach B im Ausmafl von 10 MW einer Ausspeisung von bspw. 10 MW in A und
einer gleichzeitigen Einspeisung von 10 MW in B entspricht. Die Ausspeisung in A bedeutet, dass die
modellierte DC-Leitung 10 MW in A aus dem Netz entnimmt und nach B transportiert und dort

wieder in das Netz einspeist.
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Zielfunktion: max {Z [Z(an_i “pDp;) — Z(qsaﬂ- : cmsa,i)n (3-107)
i n a

S.t.
NBla: ¢gSg; < quaxa,i (3-108)
NB1b: qD,; < qDmax (3-109)
NB2a: Z PTDFf';_i_,j(exporti_,j —import,,;) S FGCry  Y(fgNi#]) (3-110)
iJ
NB2b: Z PTDFF, ;. ;(export,_,; — import;,;) < FGCrg  V(fg Ni # j) (3-111)
ij
NB3: Z an‘l- - Z an,i +
¢ " (3-112)
Z import;_,; — Z export;_,; + Z Ppc v[i A DC = (i,))]
j#i j# DC
NB4: — Praxpc < Poc < Pnaxpe ¥V DC-Stationen (3-113)
NB5 PDC,DC=(i,j) + PDC,DC=(j,i) = 0 A DC—Stationen (3-114)
F 2 Marktgebiete, Preiszonen
LB, Flowgates
It Nachfrageblock

Angebotsblock

zugeschlagene Nachfragemenge des Nachfrageblocks n in Markt i [MW]

... zugeschlagene Angebotsmenge des Angebotsblocks a in Markt i [MW]
Nachfragepreis des Nachfrageblocks n in Markt i [€/MWHh)]

variable Erzeugungskosten des Angebotsblocks a in Markt i [€/MWh]

Import in Markt i aus Markt j [MW]

Export aus Markt i in Markt j [MW]

_,; - PTDF fiir das Flowgate fg und die Transaktion von i nach j in Vorwértsrichtung [-]
... PTDF fiir das Flowgate fg und die Transaktion von i nach j in Riickwértsrichtung [-]
Flowgate Capacity auf dem Flowgate fg [MW]

variable Einspeisung (bzw. Ausspeisung) des DC-Systems [MW]

Anzahl DC-Stationen (eine DC-Leitung entspricht zwei korrespondierenden DC-Stationen),
wobei jede DC-Station einen Startknoten i und einen Endknoten j aufweist (DC = (i,j)).

3.8.2 Modellierung steuerbarer Korridore in einer variablen PTDF-Matrix

Eine alternative Moglichkeit zu der in Abschnitt 3.8.1 gezeigten Modellierungsmethodik von steuer-
baren Korridoren im lastflussbasierten Market Coupling wird in diesem Abschnitt dargestellt. Wieder-
um wird die Methodik am Beispiel des Testnetzes mit drei Marktzonen dargestellt (linke Darstellung
in Abbildung 48). Der Methodik liegt Gleichung (3-12) (Seite 29) zugrunde. Darin ist der Zusammen-
hang zwischen dem Leistungsfluss auf einer Leitung und der PTDF-Matrix dargestellt. Fiir steuerbare
Transportkorridore (DC-Systeme) soll der Leistungsfluss begrenzt durch die maximal iibertragbare
Leistung iiber das System einstellbar sein und im Rahmen von lastflussbasiertem Engpassmanagement
im Sinne eines kostenminimalen Kraftwerkseinsatzes optimiert werden. Dazu wird die DC-Leitung
zwischen Zone A und B durch eine veriinderbare Optimierungsvariable dargestellt. Diese wird in der
PTDF-Matrix analog zu einer Impedanz zwischen Zone A und B behandelt. Der Kehrwert dieser

Variable geht als variable ,Admittanz“ f in die Berechnung der Knotenadmittanzmatrix ein. Daraus
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ergibt sich die in (3-115) bzw. (3-116) dargestellte (reduzierte) Knotenadmittanzmatrix sowie die in
(3-117) dargestellte reduzierte Inzidenzmatrix™. Aus deren Multiplikation ergibt sich in weiterer Folge
die Sensitivitdtsmatrix (3-118) bzw. die PTDF-Matrix (3-119). Sensitivitdtsmatrix bzw. PTDF-Matrix
werden in diesem Zusammenhang als vSENS bzw. vPTDF™ bezeichnet, da es sich um variable
Matrizen handelt, welche nicht der urspriinglichen Definition einer statischen Beschreibung der Last-

flussverteilung in einem Netz entsprechen.

1+8 B -1
[¥] = -8 1+p -1 (3-115)
-1 -1 +2
o 1+8 -1 -1 _ 1 72 1 (3-116)
¥l = [—1 +2] = = 1425 [1 1+B]
+5 0
[H'] = 0 —1] (3-117)
+1 -1
26 0  +p
[VSENS] = ! . [ -1 0 -1-p (3-118)
1426 |1 o g
2p —B B
N B 1+8

Analog dem Einsatz von DC-Systemen im DC-OPF-Modell (vgl. Abschnitt 3.3.2) wird der Einsatz von
DC-Systemen als regelstrategische Entscheidung in der Zielfunktion des impliziten und lastflussbasier-

ten Marktmodells minimiert.

Z [Z (an,i ) pDn,i) - Z(qsa,i ' CvarSa,i) +
Zielfunktion: max{ i tn a (3-120)
| 2= -l )
k
mit: B =B b+ pB; b (3-121)
b*+b~ <1 be{01}y (3-122)
Ooveeeiiaaaaaine spezifische Kosten (penalty weight) fiir Einsatz der DC-Leitungen
Koo, Anzahl der DC-Leitungen im System
Bil i positiver Stellbereich der k-ten DC-Leitung
B negativer Stellbereich der k-ten DC-Leitung
Do bindre Entscheidungsvariable (switching variable)

Dies erfolgt durch die Multiplikation mit einer Strafzahlung o (penalty weight) in Gleichung (3-120).
Die in den dargestellten Gleichungen verwendete Variable f, ist die Summe aus dem positiven und

dem negativen Stellbereich einer DC-Leitung im Netz. Die Trennung von f, in einen positiven und

™ Zone B als Referenzzone
™ variable PTDF-Matrix fiir steuerbare Korridore
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einen negativen Wertebereich ermoglicht die vorzeichenrichtige Beriicksichtigung in der
Maximierungsgleichung (3-120). Die Auftrennung in die beiden Wertebereiche f," und g, erfolgt durch
die Gleichungen (3-121) und (3-122). Analog zu den Berechnungsschritten (3-93) bis (3-98) (Seite 75ff.)
kann der Leistungsfluss auf den einzelnen Leitungen ermittelt und im Rahmen der Optimierung auf die
Flowgate Capacity beschrinkt werden. Gleichung (3-115) zeigt dies exemplarisch fiir das Flowgate A-B
im Testnetz aus Abbildung 48 (links).

2f - (exporty_g — import,_g) —

[ port,-p port,—p

B - (exportg_o —importy_c) + (3-123)
B - (export,_; —import,_c)] - S FGCyp

1+28

Da sowohl die Variable f als auch die Variable export (bzw. import) (Gleichungen (3-103) und (3-104))
strukturelle Variablen sind, wird aus dem urspriinglich linearen Optimierungsansatz des lastfluss-

basierten Handels ein nichtlineares (gemischt-ganzzahliges) Problem.

3.8.3 Gegenlberstellung der gezeigten Methoden

In diesem Abschnitt wird die Methode mit variabler Einspeisung (Abschnitt 3.8.1) der Methode mit
variabler PTDF-Matrix (Abschnitt 3.8.2) gegeniibergestellt. Dazu werden fiir das Testnetz mit drei
Marktzonen (Abbildung 48) unterschiedliche Fille verglichen. Tabelle 11 zeigt zwei Erzeugungs-Last-
Situationen. Tabelle 12 zeigt unterschiedliche Konstellationen von Handelskapazititen (FGC) zwischen
den Marktzonen A, B und C fiir welche die Ergebnisse aus den lastflussbasierten Marktmodellen mit
DC-Leitungen aus Abschnitt 3.8.1 (variable Einspeisung) und Abschnitt 3.8.2 (vPTDF) verglichen

werden.

Tabelle 11: angenommene Erzeugungs- und Lastsituationen im Testnetz mit drei Marktzonen (Abbildung 48)

Situation S1 Situation S2
Marktzone Erzeugung Last Erzeugung Last
[MW; €/MWhL] [MW] | [MW; €/MWL] [MW]
A 100; 10 - 100; 17 90
B 100; 12 - 100; 12 -
C 100; 17 90 100; 10 -

Tabelle 12: angenommene Flowgate Capacities (FGC) in MW im Testnetz mit drei Marktzonen (Abbildung 48)
fiir je fiinf unterschiedliche Fille in den Situationen S1 und S2

Fille in Situation S1 Fille in Situation S2
S1-1 S1-2 S1-3 S1-4 S1-5 S2-1 S2-2 S2-3 S2-4 S2-5
A-B 100 100 10 10 10 100 100 100 80 80
A-C 100 0 0 0 10 100 0 0 0 10
B~C 100 100 100 80 80 100 100 10 10 10

FGC

Tabelle 13 zeigt die Ergebnisse der Vergleichsrechnung. Dargestellt sind jeweils der Handelssaldo je
Zone als Differenz zwischen Exporten und Importen, der Handelsfluss auf der DC-Leitung zwischen
Zone A und B sowie die Gesamterzeugungskosten zur Deckung der Nachfrage. Beide Modellierungsan-

sétze zeigen identische Ergebnisse fiir die zehn untersuchten Félle.
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Tabelle 13: Ergebnisse der Vergleichsrechnungen zwischen dem Modell mit variabler Einspeisung und dem Modell
mit variabler PTDF-Matrix (Saldo...Export — Import, DC,_,5...Handel auf DC-Link von A nach B,

Kosten...Erzeugungskosten in Euro)

} Modell mit variabler Einspeisung Modell mit variabler PTDF (vPTDF)
Flle Saldo A SaldoB SaldoC DC, .; Kosten | Saldo A SaldoB SaldoC DC,.; Kosten
S1-1 90 - -90 - 900 90 - -90 - 900
S1-2 90 - -90 90 900 90 - -90 90 900
S1-3 10 80 -90 10 1060 10 80 -90 10 1060
S1-4 10 70 -80 10 1110 10 70 -80 10 1110
S1-5 20 70 -90 10 1040 20 70 -90 10 1040
S2-1 -90 - 90 - 900 -90 - 90 - 900
S52-2 -90 - 90 -90 900 -90 - 90 -90 900
S52-3 -90 80 10 -90 1060 -90 80 10 -90 1060
S52-4 -80 70 10 -80 1110 -80 70 10 -80 1110
S2-5 -90 70 20 -80 1040 -90 70 20 -80 1040

Ein Vorteil des Modells mit variabler Einspeisung ist dessen lineare Struktur. Abgesehen von kiirzeren
Losungsdauern des linearen Modells gegeniiber dem nichtlinearen Ansatz mit variabler PTDF-Matrix
ist insbesondere die einfache Bestimmbarkeit der Marktzonenpreise (market clearing price, MCP) als
Schattenpreise der Gleichung (3-112) von Vorteil. Daher kann abschlielend festgestellt werden, dass
das Modell mit variabler Einspeisung (Abschnitt 3.8.1) der Methode mit variabler PTDF-Matrix
(Abschnitt 3.8.2) vorzuziehen ist.

3.9 Anwendung der Market Coupling Methoden auf ein IEEE Testnetz

In diesem Abschnitt erfolgt eine Methodenanwendung zur Darstellung der Wirkungsweise der gezeig-
ten Optimierungsmodelle ,NTC-basiertes Market Coupling“ (Abschnitt 3.6), ,lastflussbasiertes Market
Coupling® (Abschnitt 3.7.1) und ,lastflussbasiertes Market Coupling mit steuerbaren Korridoren“
(Abschnitt 3.8).

29-f 27 28

26 25

30-

Abbildung 49: IEEE Testnetz (30 Knoten) (Dharamjit & Tanti, 2012) mit Einteilung in drei Marktzonen
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Dabei wird ein modifiziertes IEEE 30-bus Test System (Abbildung 49) herangezogen, dessen Para-
meter in Anhang A-IIT beschrieben sind. Zunéchst wird das NTC-basierte Marktmodell berechnet.
Daran anschliefend erfolgt die Berechnung mit einem nodalen PTDF-Ansatz. Dabei werden zwei
Netzvarianten verglichen. In der ersten Variante sind die Leitungen zwischen den Knoten 14 und 15,
sowie zwischen den Knoten 6 und 28 als AC-Leitungen ausgefiihrt. In der zweiten Variante sind diese
Leitungen als steuerbare DC-Korridore modelliert. Mit den NTC-Werten aus Tabelle 27 in Anhang A-
IIT ergibt sich der in Tabelle 14 dargestellte Kraftwerkseinsatz. Die Erzeugungskosten als Produkt aus
Kraftwerksleistung und variablen Erzeugungskosten betragen fiir das gesamte Netzgebiet in Summe
131.100 €.

Tabelle 14: Kraftwerkseinsatz im modifizierten IEEE 30-Knoten Testnetz basierend auf dem NTC-Modell

Erzeugungseinheit  Knoten = Marktzone Kraftwerkseinsatz [MW]

Gl 1 1 2.000
G2 2 1 850
G3 12 1 -
G4 22 2 1.340
G5 23 3 810
G6 27 3 -

Im né#chsten Schritt wird anstelle des NTC-Ansatzes der PTDF-Ansatz herangezogen. Durch die
Anwendung eines nodalen Ansatzes wird jeweils die (n-1)-sichere Ubertragungsleistung als Flowgate
Capacity eingesetzt™. Die PTDF-Matrix wird bezogen auf die Spannungsebene 380 kV berechnet und
Knoten Nr. 10 wird als Referenzkonten herangezogen. Der Kraftwerkseinsatz im PTDF-Modell ergibt
Kosten in der Hohe von 101.970 € (Tabelle 15). Damit kann gezeigt werden, dass der (nodale) PTDF-
Ansatz im untersuchten IEEE-Testnetz und bei gegebener Einspeisungs-Last-Situation einen

giinstigeren Kraftwerkseinsatz ermoglicht als der NTC-Ansatz.

Tabelle 15: Kraftwerkseinsatz im modifizierten IEEE 30-Knoten Testnetz basierend auf dem nodalen PTDF-
Modell (ohne DC-Systeme)

Erzeugungseinheit =~ Knoten = Marktzone Kraftwerkseinsatz [MW]

Gl 1 1 2.000
G2 2 1 1.770
G3 12 1 428
G4 22 2 637
G5 23 3 165
G6 27 3 -

Im néchsten Schritt werden die Leitungen zwischen den Knoten 14 und 15, sowie zwischen den Knoten
6 und 28 als DC-Leitungen ausgefiihrt (Tabelle 28 in Anhang A-IIT). Gem#f der in Abschnitt 3.8.1
beschriebenen Methode zur Beriicksichtigung steuerbarer Korridore im PTDF-Modell wird die PTDF-
Matrix von den mit den beiden DC-Leitungen korrespondierenden Flowgates bereinigt. Anstelle dieser
Flowgates werden die DC-Leitungen als variable Ein- bzw. Ausspeisungen modelliert, welche die
Ubertragungskapazitit der DC-Leitungen (Tabelle 28 in Anhang A-III) nicht iiberschreiten diirfen.
Der Kraftwerkseinsatz (Tabelle 16) ergibt Kosten im Ausmafi von 91.500 €.

" Werden nur kritische Zweige beriicksichtigt, dann werden nur fiir diese Zweige Flowgate Capacities definiert.
Fiir physikalisch vorhandene Leitungen, welche jedoch nicht als kritische Zweige definiert sind, wird eine unend-
lich hohe Flowgate Capacity angesetzt.
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Tabelle 16: Kraftwerkseinsatz im modifizierten IEEE 30-Knoten Testnetz basierend auf dem nodalen PTDF-
Modell (mit DC-Systemen zwischen den Konten 6 und 28 sowie zwischen den Knoten 14 und 15)

Erzeugungseinheit =~ Knoten  Marktzone Kraftwerkseinsatz [MW]

Gl 1 1 2.000
G2 2 1 1.988
G3 12 1 874
G4 22 2 138
G5 23 3 -
G6 27 3 -

Der Vergleich von Tabelle 14 (NTC), Tabelle 15 (PTDF ohne DC-Systeme) und Tabelle 16 (PTDF
mit DC-Systemen) zeigt die positive Wirkung des PTDF-Ansatzes auf die Kosten des Kraftwerksein-
satzes im analysierten Testnetz. Zudem kann gezeigt werden, dass die entwickelte Methode zur
Beriicksichtigung steuerbarer Netzelemente im lastflussbasierten Market Coupling (Abschnitt 3.8.1) in
der Lage ist, derartige Netzelemente im Sinne einer optimalen grenziiberschreitenden Nutzung des

Kraftwerksparks abzubilden und einzusetzen.

3.10 Kopplung von Market Coupling Modell und DC-OPF-Modell

Ziel der Kopplung zwischen dem Market Coupling Modell und dem DC-OPF-Modell ist die modell-
hafte Abbildung von Handelssalden (als Ergebnis des Market Coupling Modells) in der Regelzonen-
bilanz und in weiterer Folge die Beriicksichtigung der Import/Export-Handelsbilanzen in der Lastfluss-
rechnung. In der Realitit wird der Regelzonensaldo der Handelsfahrpline als Sollwertvorgabe (Regler-
Programmwert) dem Sekundirregler iibergeben. Der Regelzonensaldo wird im Idealfall durch die ent-
sprechenden Kraftwerksfahrpline und Lastgéinge realisiert, allfillige Abweichungen werden durch die

dem Sekundirregler zugeordneten Regelkraftwerke ausgeglichen. (ENTSO-E, 2004, ff.A1-13ff.)

Market Coupling Eingriff in Markt oder

NTC oder PTDF System erforderlich
Spezielle GAMS-Routinen fur
KW-Einsatz schwierige/unlosbare Probleme

nach MC-Modell
DC-Lastfluss- | Phasenschieberund Querregler
rechnung und Einsatz von HGU-Leitungen
Redispatch-Modell ‘ RZ*interner
(DC-OPF) Redispatch

Redispatch tiber
mehrere RZ

Kraftwerkseinsatz
ein geschlossener |_UNd Netzauslastung

Optimierungsansatz

*)RZ...Regelzone
Abbildung 50: Flussbild der Modellkopplung zwischen Marktmodell und DC-Lastflussmodell

Abbildung 50 zeigt den Ablauf der Modellkopplung des Market Coupling Modells und des DC-OPF-

Modells, welche im Rahmen dieser Arbeit entstanden ist. Nach der Berechnung des Marktmodells sind
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neben dem Kraftwerkseinsatz und den Zonenpreisen zudem die Handelsbilanzen (Import-Export-Saldo
It. Markt) jeder Marktzone bestimmt. Diese dienen als Eingangsgrofie fiir den DC-OPF in ATLANTIS.
Die im DC-OPF definierte Zielfunktion entsprechend Formel (3-15) (Seite 33) wird gemifi Formel
(3-124) erweitert. Zusétzlich zu den Nebenbedingungen (3-16) bis (3-23) (Seite 3333) werden mit (3-125)

und (3-126) noch zwei weitere Nebenbedingungen notwendig.

Z Cvar,G 'PG : PBase +

Zielfunktion: min Z A~ Olpst — Z A-oppsy + (3-124)
l l
i
c
Hf €{0,1},
s.t.
NB9:  saldof® — H} - AEXP; < saldofF < saldoX® + H{ - AEXP (3-125)
NB10: Z Poc— Z Ppc —saldoff =0 (3-126)
G D
Cl, Lénder, Marktzonen
He o, Export/Import-Verletzung einer Marktzone (bindre Variable) [-]
Wi Kosten (penalty weight) fiir Verletzung des Regelzonensaldo [€]
saldd™C....... Export /Import-Saldo im Land C nach Market Coupling™® [p.u.]
saldo™ ... Export /Import-Saldo im Land C nach DC-Lastfluss” [p.u.]
AEXP,.......... zuliissige Abweichung zwischen Saldo It. Handel und It. DC-OPF™ [p.u.]
P (optimierte) Erzeugungsleistung eines Kraftwerks G im Land C [p.u.]
) e T zu deckende Nachfrageleistung eines Nachfragers D im Land C [p.u.]

Damit wird sichergestellt, dass nationaler Redispatch gegeniiber internationalen FEingriffen in den
Kraftwerkseinsatz (Countertrading, regelzoneniibergreifender Redispatch™) in kostenminimierender
und gleichzeitig dem Handelsfahrplan geniigender Absicht bevorzugt wird. Erst dann, wenn die Einhal-
tung der Handelsbilanz nach Marktmodell trotz nationalem Redispatch zu Uberlastungen im Netz fiih-
ren wiirde, wird internationaler Redispatch vollzogen. Fiir diese Prioritédtenstufung ist es notwendig,
eine Strafzahlung vorzusehen, welche nur bei Einhaltung der Handelsbilanz keinen Einfluss auf die
Zielfunktion hat. Die absolute Hohe der Strafzahlungen hingt dabei von den spezifischen Kosten®
(penalty weight, y) sowie der Hohe der Abweichung von der Handelsbilanz ab. Die Hohe der spezi-
fischen Kosten ist das Resultat einer Kalibrierung der Modellkopplung bezogen auf reale Handels- und
Lastflussdaten von (ENTSO-E, 2011a). Die Abweichung zwischen realen Exportbilanzen und Modell-
ergebnissen soll dabei moglichst gering werden, ohne dabei internationalen Redispatch iiber ein

notwendiges Mafl hinausgehend fiir die Behebung nationaler bzw. marktzoneninterner Engpésse im

" Der Wert von saldo™® ist die Bilanz aus Exporten abziiglich Importen und demzufolge positiv, wenn es sich um
eine Exportmarktzone handelt und negativ im Falle einer Marktzone im Import.

™ Der Wert von saldo™ ist die Bilanz aus Exporten abziiglich Importen und demzufolge positiv, wenn es sich um
eine (physikalische) Exportzone handelt und negativ im Falle eines (physikalischen) Importes.

™ Entspricht im Wesentlichen dem zuléissigen Umfang an Countertrading (grenziiberschreitendem Redispatch).
™ auch multilateraler Redispatch
% Eine evtl. vorteilhafte linderspezifische oder (markt-)regionenspezifische Festlegung der spezifischen Kosten y

wird im Rahmen dieser Arbeit nicht niher untersucht.
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Modell einzusetzen. Abbildung 51 und Abbildung 52 zeigen exemplarisch die Gegeniiberstellung realer
Daten (ENTSO-E, 2011a) und Werten aus der Modellkopplung von Marktmodell und DC-OPF in
ATLANTIS fiir den Zeitraum 2006 bis 2010 fiir die Marktzonen Deutschland und Schweiz. Durch die
Modellkopplung kann ausgehend vom Marktmodell und der Option fiir internationalen Redispatch eine

gute Abbildung des bisherigen Export-Import-Verhaltens européischer Marktzonen erreicht werden.

——ENTSO-E electricity exchange <-—Handel It. ——Lastfluss It. DC-OPF in ATLANTIS
Market Coupling in ATLANTIS
DE

= ARA A
2,000 {8 e s AT I8
N NGNS Rl o

-2.000 V AV} \/"

-4.000
ns

8.000

\1

Nettoexport in GWh/Monat

-6.000
© © © © ~ ~ ~ ~ © oo o) e (2] (2] (2] (2] o o o o
(=3 [=3 [=3 o o o o o o o o o o o o o P P b=y b=l
o o o o o o o o o o o o o o o o o o o o
§ § § § § § § § § § § § § § § § § § §
— < ~ o — < ~ o — < ~ o P < ~ o Pl < ~ o
o o o — o o o — o o o — o o o — o o o —

Abbildung 51: Gegeniiberstellung realer Daten (ENTSO-E, 2011a) und Werte aus der Kopplung von Marktmodell
und DC-OPF in ATLANTIS fiir den Zeitraum 2006 bis 2010 exemplarisch fiir die Marktzone Deutschland
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Abbildung 52: Gegeniiberstellung realer Daten (ENTSO-E, 2011a) und Werte aus der Kopplung von Marktmodell
und DC-OPF in ATLANTIS fiir den Zeitraum 2006 bis 2010 exemplarisch fiir die Regelzone Schweiz

Abschlieflend kann zusammengefasst werden, dass die im Rahmen dieser Arbeit entstandene Ver-
kniipfung zwischen dem europaweiten Market Coupling Modell und dem DC-OPF-Modell mit Priorité-
tenstufung fiir operatives Engpassmanagement gemifl Abbildung 50 einen qualitativen Fortschritt in

der elektrizitidtswirtschaftlichen Netzentwicklung mit ATLANTIS bedeutet.
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4 Anwendung der Methoden zur zukunftsorientierten
elektrizitatswirtschaftlichen Netzentwicklung

4.1 Praambel

In  Abschnitt 3 ,Entwicklung von Methoden zur strategischen elektrizitétswirtschaftlichen
Netzentwicklung“ wird ein umfassendes Instrumentarium fiir die elektrizitétswirtschaftliche Rahmen-
planung zur Netzentwicklung gezeigt und die im Rahmen dieser Arbeit entstandenen Methoden und
Instrumente diskutiert. In diesem Kapitel wird die Anwendung der entwickelten Methoden am Beispiel
des deutschen Netzentwicklungsplans (Stigler et al., 2012a) demonstriert. Teilweise stammen Textstel-
len und Abbildungen in den Abschnitten 4.2.1, 4.3 und 4.4 sinnvollerweise im Zitat aus dem Gutach-
ten zur Ermittlung des erforderlichen Netzausbaus im deutschen Ubertragungsnetz 2012. Die verwen-
deten Ausziige und Abbildungen wurden bereits im Gutachten vom Autor dieser Dissertation konzi-

piert und die den Ergebnissen zugrunde liegenden Analysen durchgefiihrt.

Die praktische Umsetzung bzw. Anwendung der entwickelten Methoden erfolgt zum Teil auch in den

folgenden Forschungsprojekten des Institutes fiir Elektrizitéitswirtschaft und Energieinnovation.

e Gutachten zur Ermittlung des erforderlichen Netzausbaus im deutschen Ubertragungsnetz
2012

Gutachten im Auftrag der Bundesnetzagentur, Deutschland®

e Masterplan 2030 - Fiir die Entwicklung des Ubertragungsnetzes in Osterreich Planungszeit-
raum 2013 — 2030 - Mit Ausblick bis 2050.

Forschungsprojekt im Auftrag der Austrian Power Grid®

o Studie iiber die Auswirkungen der 380-kV-Salzburgleitung auf den Finsatz erneuerbarer FEner-
gien und die CO,Fmissionen und iiber die volkswirtschaftlichen Auswirkungen der Errichtung
und des Betriebs der 380-kV-Salzburgleitung im APG-Netz.

Studie im Auftrag der Austrian Power Grid®

e Studie iiber den Einfluss verschiedener Stromangebotsvarianten auf die Netzinfrastruktur der
Schweiz.

Studie im Auftrag des Bundesamtes fiir Energie, Schweiz

Darausfolgend lisst sich auf die anwendungsorientierte Herangehensweise an die Entwicklung und Um-

setzung der im Rahmen dieser Dissertation entstandenen Methoden schlieflen.

4.2 Anwendung und Umsetzung der entwickelten Methoden und Instrumente
am Beispiel des deutschen Netzentwicklungsprozesses

Vorweg ist festzuhalten, dass die anerkannten internationalen, technischen Planungsstandards auch
kiinftig in der Netzausbauplanung anzuwenden sind, um den sicheren und zuverléssigen Netzbetrieb zu

gewéhrleisten. Wie der Literaturiiberblick zur internationalen Praxis im Netzausbau (Abschnitt 2)

5 http://nvonb.bundesnetzagentur.de/netzausbau/CGutachten NEMO TLpdf (Stigler et al., 2012a)

¥ http://www.apg.at/~ /media/F9722389EC464B72966F A2C11E637CDD.pdf (APG, 2013)

¥ http: / /www.salzburg.gv.at /20006bek /380kVLeitung/UVE-C/03_ UVE-FB%20Energiewirtschaft /380kv%20-
%20eb%20-%20energiewirtschaft%20-%20j% C3%A4n.%202013%20-%20anhang. pdf
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zeigt, gibt es jedoch eine starke Tendenz zur tkonomischen Betrachtung der Wirkung von Netzmaf-
nahmen. Diese skonomische Betrachtungsweise umfasst dabei das Gesamtsystem aus Erzeugung, Ver-
brauch, Speicherung und Netz und ist insbesondere im Sinne einer robusten Planung von hoher Bedeu-
tung. Im Rahmen der langfristigen Planung kénnen elektrizitdtswirtschaftlich geprigte Planungsgrund-
lagen wertvolle Zusatzerkenntnisse generieren. Daher wird unter zukunftsorientierter Netzentwick-
lungsplanung im Rahmen dieser Arbeit, eine elektrizitdtswirtschaftlich geartete und langfristig ausge-
richtete Planungssichtweise auf das Gesamtsystem bestehend aus Erzeugung, Netz und Verbrauch ver-
standen. Mit dem Simulationsmodell ATLANTIS steht eine umfassende Daten- und Modellbasis fiir
Kontinentaleuropa zur Verfiigung, die es ermoglicht die im Rahmen dieser Arbeit entwickelten
Methoden, Algorithmen und theoretischen Konzepte zur strategischen elektrizitéitswirtschaftlichen
Netzentwicklungsplanung am Beispiel des deutschen Netzentwicklungsprozesses gesamtsystemisch und

praxisbezogen anzuwenden.

Wie bereits erldutert, verindern sich durch den bevorstehenden Strukturbruch auf der Aufbringungs-
seite elektrischer Energie die zukiinftigen Anforderungen an das europiische Hochstspannungsnetz. Die
ortliche Distanz und zeitliche Entkopplung zwischen Erzeugung aus dargebotsabhingigen Energie-
quellen und dem Bedarf an elektrischer Energie sowie Energiespeicherung erfordern zunehmend den ge-
richteten™ Stromtransport. Das kontinentaleuropiische 220/380-kV-Hochstspannungsnetz ist iiber
weite Gebiete® fiir die bedarfsgerechte, lastnahe und vorwiegend thermische und fossile Erzeugungs-
struktur geplant und entsprechend historisch gewachsen. Nur in beschrinktem Ausmaf} ist das Hochst-
spannungsnetz derzeit fiir Leistungstransporte iiber grofle Entfernungen geeignet, weshalb es neuer
funktionaler Komponenten bedarf. Diese miissen in der Lage sein, die Systemfunktion des

Hochstspannungsnetzes an die massiven Anderungen auf der Aufbringungsseite anzupassen.

Zunéchst wird das Szenarioumfeld beschrieben, welches den durchgefiihrten Berechnungen zugrunde
gelegt wird. Der Fokus liegt dabei auf Deutschland, wobei das gesamte kontinentaleuropéische
Verbundsystem und dessen kiinftige Entwicklung (Kraftwerke, Verbrauch und Netz) in den Simula-
tionen beriicksichtigt werden. Anschlieend wird die Einbindung steuerbarer Korridore unter Anwen-
dung der in den Abschnitten 3.4 und 3.5 diskutierten Methoden betrachtet. Anschlielend erfolgt eine
Darstellung von Simulationsergebnissen aus ATLANTIS. Dabei werden die gezeigten Methoden auf
das Untersuchungsgebiet Deutschland fiir den Zeitraum 2012 bis 2032 angewendet und elektrizitéts-
wirtschaftliche Kenngréfien wie z.B. RES-Integration fiir unterschiedliche Netzvarianten (z.B. mit und
ohne DC-Leitungen) dargestellt. AbschlieBend wird eine Grobanalyse iiber die Wirkung der Standort-

wahl neuer Kraftwerke auf den Netzausbau erldutert.

4.2.1 Szenarioraum fir die elektrizitatswirtschaftlichen Analysen

Inhalt dieses Abschnittes ist die Darstellung des zugrunde gelegten Szenariorahmens fiir die durchge-
fiihrten Analysen. Aus dem offentlich konsultierten Szenariorahmen zum Netzentwicklungsplan 2012
der Bundesnetzagentur gehen insgesamt drei Entwicklungsszenarien (A-2022, B-2022 und C-2022) fiir
den deutschen Kraftwerkspark bis 2022 und ein weiteres Szenario bis 2032 (B-2032) hervor. Ebenso

8 Unter dem Begriff ,gerichteter Stromtransport“ ist der Einsatz eines Netzelements gemeint, welches in Hohe
und Richtung des Lastflusses iiber das Mafl herkémmlicher Netzelemente hinausgehend beeinflussbar ist.

® Liander wie die Schweiz oder Osterreich bilden durch das geografisch bedingte Wasserkraftpotenzial die Aus-
nahme.
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wird im Szenariorahmen festgelegt, dass in allen vier Szenarien ein - gemessen am Basisjahr 2010
(Bundesnetzagentur, 2012a) - gleichbleibender Stromverbrauch sowie eine stabile Jahreslastspitze an-
genommen wird. In weiterer Folge wurde im Rahmen des Gutachtens ,,Regionalisierung eines natio-
nalen energiewirtschaftlichen Szenariorahmens zur Entwicklung eines Netzmodells (NEMO)*
(Consentec/TAEW, 2012) eine Regionalisierung des Szenariorahmens und Marktsimulationen durchge-
fithrt. Daraus wurden auslegungsrelevante Netznutzungsfille (NNF) aus den Kombinationen von
Schwachlast/Starklast (L-/L+), Schwachwind/Starkwind (W-/W+) und Schwach-Photovoltaik/Stark-
Photovoltaik (P-/P+) aus 8760 Marktergebnissen abgeleitet (Consentec/TAEW, 2012, S.65ff.). Der
konsultierte Szenariorahmen 2010 (Bundesnetzagentur, 2012a) bildet gemeinsam mit dem Regionali-
sierungsergebnissen aus NEMO I (Consentec/TAEW, 2012) die Datenbasis fiir Analysen im Rahmen
dieser Arbeit.

4.2.1.1 Entwicklung der installierten Kraftwerksleistung in Deutschland

Bevor auf die tatséchliche Entwicklung des Kraftwerksparks eingegangen werden kann, werden die An-
nahmen und die Vorgehensweise fiir die Szenarioentwicklung erklirt und argumentiert. Wie bereits
erwihnt, beruhen die Annahmen im Wesentlichen auf dem Szenariorahmen zum Netzentwicklungsplan
2012 (Bundesnetzagentur, 2012a) sowie auf dem Gutachten NEMO I (Consentec/TAEW, 2012). Fiir
die Stiitzjahre 2022 und 2032 liefert das Gutachten NEMO I regionalisierte Daten bzw. Daten auf
Netzknotenebene fiir den Kraftwerkspark. Fiir die Ausgangssituation 2011 stehen keine exakten Daten
zur Verfiigung, weshalb fiir die Datenbasis in ATLANTIS verschiedene Datenquellen herangezogen

werden. Diese Datenquellen sind in den folgenden Abschnitten angefiihrt.

Ausgangssituation Anfang 2011

Die Ausgangssituation "Referenz 2010" (Ende 2010) (Tabelle 17) bezieht sich auf die installierte
Leistung (Nettoleistung) je Kraftwerkstyp jener Kraftwerke, welche Ende 2010 (bzw. Anfang 2011) in
Betrieb waren. Da in ATLANTIS Kraftwerke, aufgrund der zugrundeliegenden Methodik, stets zu
Beginn eines Jahres in Betrieb gehen, werden fiir den Kraftwerksstand "Referenz 2010" sidmtliche
Kraftwerke beriicksichtigt, die 2011 in Betrieb gehen oder bereits in Betrieb sind. Dieses Szenario stellt
den Iststand fiir die weiteren Szenarioentwicklungen dar. Die im Szenariorahmen festgelegten Kraft-

werksleistungen fiir die einzelnen Szenarien sind in Tabelle 17 angefiihrt.

Der konventionelle Kraftwerkspark (thermische Kraftwerke, Kernkraftwerke) fiir das Jahr 2011 (Basis-
jahr) wird gem#f anerkannter Datenquellen wie zum Beispiel dem Netzentwicklungsplan Strom 2012
(Bundesnetzagentur, 2012a) und dem Netzentwicklungsplan Gas (Bundesnetzagentur, 2011) im Modell
ATLANTIS abgebildet, so dass die in Tabelle 17 angefiihrten Werte fiir ,Referenz 2010“ abgebildet
sind. Die Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur (Bundesnetzagentur, 2012b) gibt Informationen darii-
ber, ob ein thermisches Kraftwerk als KWK-Kraftwerk betrieben wird. Um die Wirmeleistung fiir die
KWK-fihigen Kraftwerke zu ermitteln, wurde eine Recherche fiir jedes einzelne Kraftwerk durchge-
fiihrt und, falls vorhanden, die Daten iiber Wirmeerzeugung aus den Kraftwerksdatenbldttern
iibernommen. Fiir fehlende Informationen wurden die vorhandenen Daten statistisch ausgewertet und
extrapoliert. Die Abbildung der Energieerzeugung aus erneuerbaren Quellen (Biomasse, Windkraft,
Laufwasserkraft, Photovoltaik) basieren ebenso auf versffentlichten Datenquellen wie bspw. die EEG-
Anlagenstammdatenbank der Ubertragungsnetzbetreiber. (50hertz, Amprion, TenneT, Transnet BW,
2012b) bzw. die Betreiber-Datenbasis von Windanlagen (BTRDB, 2012).
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Tabelle 17: Installierte Nettoleistung in GW je Kraftwerkstechnologie (Consentec/IAEW, 2012)

Installierte Erzeugungsleistung [GW]
Technologie - UNB Referenz { Szenario Sé:::r)io Szenario | Szenario
2010 A 2022 B -2032 | C 2022
B -2022
Kernenergie 20,3 0,0 0,0 0,0 0,0
Braunkohle 20,3 21,3 18,6 13,9 18,6
Steinkohle 25,0 30,6 25,1 21,2 251
Erdgas 24,0 25,1 31,3 40,1 31,3
Pumpspeicher 6,3 9.0 9.0 9 9,0
[o]] 3,0 29 29 0,5 2,9
Sonstige 3,0 2,3 23 27 2,3
Summe konv. KW 101,9 91,2 89,2 87,4 89,2
\Wasserkraft 4.4 4,5 47 4,9 4,3
Wind (onshore) 27 1 43,9 47,5 64,5 70,7
Wind (offshore) 0,1 9,7 13,0 28,0 16,7
Photovoltaik 18,0 48,0 54,0 65,0 48,6
Biomasse 5,0 7.6 8.4 94 6,7
andere reg. Erzeugung 1,7 1,9 2,2 2,9 2,0
Summe EE 56,3 115,6 129.8 174,7 149,0
Summe Erzeugung 158,2 206,8 219,0 262,1 238,2
Stromverbrauch [TWh]
Nettostrombedarf |  5354| 5354| 5354| 5354 5354

Die Dargebotsabhiingigkeit wird fiir Szenariorechnungen in ATLANTIS iiber eine Aufteilung des
langjihrigen Erwartungswertes der Erzeugung (je Kraftwerk) auf die einzelnen Monate verteilt. Das
sogenannte Regelarbeitsvermogen (mittlere jéhrliche Erzeugung) zukiinftiger im Szenariorahmen
vorgesehener Erzeugungsanlagen mit volatiler Erzeugungscharakteristik (Windkraft, Photovoltaik etc.)
errechnet sich aus der installierten Leistung und entsprechenden Volllaststunden (Bundesnetzagentur,
2012a). Die Aufteilung des jihrlichen Regelarbeitsvermogens auf Monatsbasis geschieht anhand einer
statistischen Analyse der Charakteristik relevanter Eingangsparameter je Erzeugungstechnologie geo-
grafisch aufgelost auf NUTS-2 Ebene (Maier, 2011)* (Mayer, 2010)*. Abbildung 53 zeigt die Auf-
gliederung Europas in NUTS-2 Gebiete.

Abbildung 53: NUTS-2 Regionen in Europa'® (Kartenmaterial®®: (GADM, 2012) und (DIVA-GIS, 2012))

8 Maier Klaus: Analyse des iberischen FElektrizititssystems unter besonderer Beriicksichtigung der erneuerbaren
Energien. Diplomarbeit erstellt und eingereicht am IEE (TU Graz) - betreut vom Autor dieser Dissertation

8 Mayer Claudia: Potenziale erneuerbarer Stromerzeugung in Italien und Frankreich. Diplomarbeit erstellt und
eingereicht am IEE (TU Graz) - betreut vom Autor dieser Dissertation

% Auch fiir die weiteren im Rahmen dieser Arbeit dargestellten und unter Zuhilfenahme Geografischer Informa-
tionssysteme (ESRI ArcGIS 10) erstellten Karten bilden (GADM, 2012) und (DIVA-GIS, 2012) die Quellen fiir
das Kartenmaterial (Léndergrenzen, administrative Grenzen usw.).
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Nachdem im ersten Schritt die Angaben der Ausgangssituation ,Referenz 2010“ in ATLANTIS abge-

bildet sind, werden in einem nichsten Schritt die Annahmen fiir die Einhaltung der Stiitzstellen 2022

und 2032 nidher beschrieben.

Zeitliche Entwicklung des Kraftwerksparks bis 2032
Die in Tabelle 17 angefiihrten Szenariostiitzstellen 2010 (Anfang 2011), B-2022 und B-2032 werden

interpoliert, um eine durchgéingige Entwicklungszeitreihe der jéhrlich installierten Nettokapazitdt im
Modell ATLANTIS abbilden zu konnen. Fiir den konventionellen Kraftwerkspark werden Abschétzun-
gen zum Inbetriebnahmejahr vorgenommen und soweit vorhanden, tatsdchliche Projektdaten herange-
zogen. Liegen keine Projektdaten vor, wird auf einen moglichst gleichmifiigen zeitlichen Verlauf der
installierten Kraftwerksleistung in Deutschland geachtet®. In der Kraftwerksliste aus dem Szenario-
rahmen zum NEP2012 (Bundesnetzagentur, 2012a) werden neue Gaskraftwerke zwischen 2022 und
2032 mit Angaben zur Leistung und zum Netzanschlussknoten angegeben. Die Inbetriebnahmejahre
dieser Kraftwerke werden fiir die Simulationen mit ATLANTIS sinnvoll angenommen. Unter der Be-
riicksichtigung der Annahmen fiir 2011 werden in ATLANTIS entsprechende Kraftwerke zugebaut, um
den regionalisierten Szenariowerten fiir 2022 und 2032 zu entsprechen. Wie bereits bei den konven-
tionellen Kraftwerken argumentiert, muss auch bei den erneuerbaren Kraftwerken eine zeitliche
Staffelung der Zubauten durchgefiihrt werden. In Abbildung 54 ist die Jahresreihe der Kraftwerks-
entwicklung in Deutschland dargestellt.

@wind B Wind_Offshore O Sonnenenergie O Sonstige
m Laufkraftwerk O(Pump-) Speicherkraftwerk O Biomasse OKernenergie
mBraunkohle @ Steinkohle OErdgas ool
300
250
O 200 -
£
o> =
c L [ H O e ™
2 150 | -
0
Qo
o
=
3 100 |
- 1l
50 | ‘EEE
- .
0 T T T T T T T T
m & 1 © N~ ©O O O «H N o ¥ . © ~ ©0o o O «d o
g4 o4 d d d o9 oS4 o o o o & N N N o N MmO m o™
O ©o o o o o o ©O O O O O O O O O o © o o
3 SRS N N d N & § & & N & § § |

Abbildung 54: zeitliche Entwicklung der installierten Leistung des deutschen Kraftwerkspark im Szenario B
abgebildet in ATLANTIS mit den Stiitzstellen B-2022 und B-2032 entsprechend dem Szenariorahmen des NEP
2012 (Bundesnetzagentur, 2012a)

% Bine lineare Entwicklung fiir Deutschland ist nicht gleichbedeutend mit einer linearen Entwicklung auf der
Ebene eines jeden Netzknotens.
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4.2.1.2 Last- bzw. Verbrauchsmodellierung in Deutschland

Fiir die ATLANTIS-Simulationen werden Lastgéinge in stiindlicher Auflosung fiir Deutschland heran-
gezogen. Die Auswertung des Jahreslastgangs ergibt dem Szenariorahmen entsprechend eine konstante
Jahresspitzenlast von 84 GW. Basierend auf der in NEMO I durchgefiihrten Regionalisierung der Last
auf die 220/380-kV-Netzknoten wird auch die Lastverteilung in ATLANTIS vorgenommen (Abbildung
55).

:] HH-Verbrauch
|:| GHDI-Verbrauch

Abbildung 55: Verteilung des Verbrauchs auf Bundesldnderebene fiir die Verbrauchsbestandteile Haushalte (HH)
und Gewerbe/Handel/Dienstleistung/Industrie (GHDI). Datenquelle: (Consentec/TAEW, 2012)

4.2.1.3 Beschreibung des Szenarios fur Kontinentaleuropa

In den Simulationen mit ATLANTIS wird in jedem Modellschritt das gesamte Netzgebiet Kontinental-
europa (ENTSO-E CE) beriicksichtigt. Dies bedeutet, dass auch die Wechselwirkungen mit dem
benachbarten Ausland immanenter Bestandteil der Analysen mit ATLANTIS sind, weshalb eine
angemessene Abbildung moglicher zukiinftiger Entwicklungen auch fiir das EU-Ausland vollzogen
wird. Nachdem der Szenarioraum fiir Deutschland entsprechend dem konsultierten Szenariorahmen
(Bundesnetzagentur, 2012a) und entsprechend den Informationen aus dem Gutachten NEMO I
(Consentec/TAEW, 2012) in ATLANTIS abgebildet ist, ist es erforderlich, auch die mit dem Szenario
B fiir Deutschland konsistente Entwicklung des européischen Auslandes in ATLANTIS nachzubilden.
Dazu werden im Folgenden die Entwicklung des Kraftwerksparks, die angenommene Verbrauchsent-

wicklung sowie die Entwicklung des Hochstspannungsnetzes in ENTSO-E CE erldutert.

Entwicklung der installierten Kraftwerksleistung in ENTSO-E CE

Die Annahmen und zugrundeliegenden Quellen fiir die Entwicklung des Kraftwerksparks in Konti-
nentaleuropa werden nachfolgend beschrieben. Als Datenbasis fiir die Entwicklung des Kraftwerks-
parks der in ATLANTIS abgebildeten Lénder wird das ,Baseline Scenario* aus der Studie ,,EFU Ener-
gy Trends to 2030“ (European Commission, 2010) herangezogen. In diesem Szenario wird ein konser-
vativer Entwicklungsansatz fiir den Kraftwerkspark gewihlt, der sich weitestgehend an bereits be-

schlossenen Kraftwerksprojekten orientiert.
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Abbildung 56: zcitliche Entwicklung der installierten Leistung des Kraftwerksparks in ENTSO-E CE bis 2032%

Da die Datenbasis aus dem Jahr 2009 stammt, werden die Szenariowerte aktuellen z.T. energiepoliti-
schen Gegebenheiten und den derzeit bekannten Entwicklungen angepasst. So wird zum Beispiel der
schrittweise Ausstieg aus der Nutzung der Kernenergie in der Schweiz im Szenario beriicksichtigt. Die
Projektionen des ,Baseline Scenarios* enden mit 2030 und werden im Rahmen dieser Arbeit bis 2032
extrapoliert. Fiir diese Weiterfiihrung wird analysiert, aus welchen Kraftwerkstechnologien sich der
Zubau zwischen 2020 und 2030 zusammensetzt. Anhand des ermittelten Entwicklungspfades wird an-
schlieBend unter Beachtung der Verbrauchsdeckung (Energiedeckung) sowie Spitzenlastdeckung und
unter Beriicksichtigung altersbedingt aufier Betrieb gehender Kraftwerke der benotigte Kraftwerks-
zubau in den einzelnen Lindern ermittelt und implementiert. Dadurch wird ein annihernd stabiles
Import-Export-Verhalten der einzelnen Liénder angenommen. Die Entwicklung zeigt den generellen
derzeitigen Trend weg von der Erzeugung aus Kohle und Ol hin zu Erdgas, sowie den forcierten
Ausbau der erneuerbaren Energien, allen voran Windkraft und Photovoltaik. Abbildung 56 zeigt die
zeitliche Entwicklung des Kraftwerksparks in Europa bis 2032.

Die Basis fiir die Entwicklung des Verbrauchs in Europa bildet das ,,Baseline Scenario“ der Studie
SEU Energy Trend to 2030¢ wodurch gewihrleistet wird, dass die Entwicklung mit den Annahmen
beziiglich des Kraftwerksparks konsistent ist. Der EU Energy Trend gibt eine ldndergenaue Ent-
wicklung des Verbrauchs bis 2030 an. Jene Linder Kontinentaleuropas, die im Energy Trend keine Er-

wihnung finden, werden mit Werten, die den generellen Trend des Szenarios widerspiegeln, belegt.

% Bei dem Vergleich der in Abbildung 56 dargestellten Entwicklung mit den Angaben der EU gilt es zu beriick-
sichtigen, dass das EU-Szenario die EU-27 Linder enthiilt, wihrend ATLANTIS jene Linder beriicksichtigt,
welche Teil des synchronen Netzes der ENTSO-E CE (ehem. UCTE) sind. In ATLANTIS werden die Grenz-
linder zum synchronen Netzgebiet ENTSO-E CE basierend auf historischen Import-Export-Mengen beachtet.
Die EU-Mitgliedsstaaten Irland, die baltischen Staaten Estland, Lettland und Litauen sowie Malta und Zypern
werden in ATLANTIS nicht beriicksichtigt, da sie derzeit keine direkte Leitungsverbindung zum synchronen
Netz der ENTSO-E CE besitzen. Von der Ukraine wird nur das synchrone Gebiet Ukraine-West modelliert.
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Entwicklung des Hochstspannungsnetzes in ENTSO-E CE
Basierend auf der EU-Verordnung 714/2009/EG veroffentlicht die ENTSO-E im Abstand von zwei

Jahren einen gemeinschaftsweiten, nicht verbindlichen, zehnjéhrigen Netzentwicklungsplan, den soge-
nannten ,,7Ten-Year Network Development Plan der ENTSO-E* (TYNDP). Dieser erschien erstmals
2010 (ENTSO-E, 2010) und bildet eine solide Grundlage fiir die durchgefithrten ATLANTIS-Simu-
lationen. Neben den grenziiberschreitenden Netzprojekten aus NEMO I (Consentec/TAEW, 2012, ff.A-
3) sind im TYNDP 2010 und im TYNDP 2012 (ENTSO-E, 2012b) weitere zum derzeitigen
Standpunkt als realistisch anzunehmende Projekte angefiihrt und in ATLANTIS modelliert.

Entwicklung der Handelskapazitaten

In ATLANTIS werden NTC-Werte je Grenze und Handelsrichtung auf monatlicher Basis® hinterlegt.
Die Startwerte fiir das Jahr 2011 beruhen auf statistischen Auswertungen aus den stiindlichen
Handelsfliissen der Jahre 2006 bis 2011 gem#f ENTSO-E. Die Net Transfer Capacities™ je Grenze aus
NEMO I (Consentec/TAEW, 2012) werden grundsétzlich in ATLANTIS iibernommen, wobei eine An-
passung an das Inbetriebnahmejahr des jeweils dazugehtrenden Netzausbauprojektes vorgenommen
wird. Wird bspw. 2025 eine Grenzkuppelstelle durch ein Ausbauprojekt verstirkt, so wird eine gleich-
zeitige Verinderung des NTC-Wertes angenommen. Damit wird in ATLANTIS der NTC-Wert der
betroffenen Grenze bereits 2025 (in Ubereinstimmung mit dem Inbetriebnahmejahr des korrespondie-
renden Netzprojektes) entsprechend dem Wert fiir das Jahr 2032 aus dem Gutachten NEMO I
(Consentec/TAEW, 2012, ff.A-6) modelliert. Somit wird eine bestmdogliche Kohérenz der Netzentwick-
lung und der Entwicklung der Handelskapazititen erreicht. Abbildung 57 und Abbildung 58 zeigen die
NTC-Werte fiir Winter und Sommer jeweils fiir das Jahr 2022 bzw. 2032.
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Abbildung 57: NTC-Werte fiir Deutschland in MW fiir die Wintermonate 2022 (links) und die Sommermonate
2022 (rechts), Datenquelle (Consentec/IAEW, 2012)

9 Fiir die Monate Oktober bis inkl. Mérz werden die Winterwerte aus NEMO T verwendet, die restlichen Monate
bekommen den NTC-Wert fiir Sommer.

% Dieser Wert in MW stellt die fiir den Stromhandel maximal zur Verfiigung stehende Handelskapagzitit an den
Marktgrenzen dar, welche in Form von marktbasierten Auktionen (Market Coupling) versteigert wird.
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Abbildung 58: NTC-Werte in MW fiir die Wintermonate 2032 (links) und die Sommermonate 2032 (rechts)
Datenquelle (Consentec/TAEW, 2012) und eigene Annahmen

4.2.1.4 Entwicklung der Brennstoffpreise und des CO,-Preises

Unter Anwendung eines tkonometrischen Brennstoffpreis-Modells in ATLANTIS werden bei Bertick-
sichtigung linderspezifischer Charakteristika der Transportinfrastruktur fiir Primérenergietriiger (Roh-
ol, Erdgas, Steinkohle) ldnderspezifische Brennstoffpreise fiir thermische Kraftwerke in Abhéngigkeit
der Preisniveaus von Erdol, Erdgas und Kohle berechnet. Somit werden internationale Differenzen in
den fossilen Brennstoffpreisen und deren direkte Auswirkungen auf den nationalen Kraftwerkseinsatz
sowie das Import-Export-Verhalten einzelner Léinder modellhaft abgebildet. Aufgrund der jihrlich fort-
schreitenden Simulation in ATLANTIS ist ebenso eine zeitliche Entwicklung der Brennstoffpreise
erforderlich. Mit fortschreitendem Zeithorizont wird im Szenario eine Konvergenz (z.B. durch Ausbau

der Transportinfrastruktur fiir Primérenergietréiger) der nationalen Brennstoffpreise angenommen.

Nach einer eingehenden Analyse unterschiedlicher internationaler Studien® wird das IEA World Ener-
gy Outlook (WEQ) 2010 New Policies Scenario (IEA, 2010) als Basis fiir die Entwicklung des Brenn-
stoffpreises in den ATLANTIS-Simulationen herangezogen. Aufgrund der Charakteristik des fossilen
Brennstoffs Braunkohle existiert kein globaler bzw. internationaler Markt fiir Braunkohle. Daher wird
der basierend auf (Prognos AG, 2011) angenommene Braunkohlepreis in das Brennstoffpreismodell von

ATLANTIS {ibernommen.

Beziiglich des CO,-Preises und dessen Entwicklung werden fiir die ATLANTIS-Simulationen die Werte
aus (Prognos AG, 2011) herangezogen, welche auch den Marktsimulationen im Gutachten NEMO 1
(Consentec/TAEW, 2012, S.19) zugrunde liegen. Somit werden fossile Kraftwerke basierend auf spezifi-
schen Emissionswerten je produzierter Energieeinheit fiir das Jahr 2022 mit einem CO,-Preis von 26 €
je Tonne CO, beaufschlagt. Im Jahr 2032 liegt der angenommene CO,-Preis bei 43 € je Tonne. Die
Preise sind in realen Werten bezogen auf 2009 zu verstehen. Tabelle 18 zeigt die in ATLANTIS ange-
nommenen Brennstoffpreise in Deutschland und den europaweit einheitlichen CO,-Preis. Das zugrun-
degelegte Brennstoffpreisniveau in Kombination mit dem CO,-Preis ldsst keine strukturelle Ver-
#anderung der Reihenfolge von Steinkohlekraftwerken und Erdgaskraftwerken in der Merit Order der

variablen Erzeugungskosten (Fuel Switch) erwarten.

% Darunter EU Energy Trends up to 2030 Baseline Scenario (EU-Studie), TEA WEO 2009, TEA WEO 2010,
DENA Netzstudie I und DENA Netzstudie II und andere.
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Tabelle 18: Brennstoff- und CO,-Preise fiir Deutschland im Modell ATLANTIS

2022 2032
Steinkohle | EURy/MWh,, | 14,20 15,40
Erdgas EURyp/MWh,, | 30,09| 32,62
Braunkohle | EUR,y,/MWh,, 0,55 0,58
Co, EURu000/tcoz 26,00 | 43,00

4.3 Einbindung steuerbarer Transportkorridore in das Hochstspannungsnetz

Wie bereits mehrfach erldutert, veriindern sich durch den bevorstehenden Strukturbruch auf der Auf-
bringungsseite elektrischer Energie die zukiinftigen Anforderungen an das deutsche und auch an das
europiische Hochstspannungsnetz. Die ortliche Distanz und zeitliche Entkopplung zwischen Erzeugung
aus dargebotsabhingigen Energiequellen und dem Bedarf an elektrischer Energie sowie Energie-
speicherung erfordern einen gerichteten Stromtransport. In Deutschland dringt sich in jiingster
Vergangenheit und mit Umsetzung der jéhrlich rollierenden Netzausbauplanung nach Energiewirt-
schaftsgesetz die Frage nach der Notwendigkeit von Overlay-Netzstrukturen wie bspw. Hochspan-
nungsgleichstromleitungen (HGU, HVDC) auf. Vergleicht man die derzeitige geografische Verteilung
der Aufbringungsstruktur in Deutschland mit jener des Szenariorahmens fiir das Jahr B-2022 bzw. B-
2032 (Bundesnetzagentur, 2012a), erkennt man deutlich die zunehmende réumliche Distanz zwischen
Erzeugung und Verbrauch (Abbildung 59). Dies gilt insbesondere auch unter dem Gesichtspunkt der
Abnahmeverpflichtung der Erzeugung aus erneuerbaren Energiequellen durch die Ubertragungsnetz-
betreiber. Es gilt, lastferne Erzeugung vor allem aus Windkraft im Norden Deutschlands (On- und

Offshore) mit den verbrauchsintensiven siidlicheren Bundeslédndern zu verbinden.
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Abbildung 59: Leistungsbilanz in Deutschland im Jahr 2013 und im Szenariojahr 2023 (Barth, 2013)

Dabei darf das umliegende Ausland bei den zu erwartenden groflen Nord-Siid-Transportmengen
keinesfalls auler Acht gelassen werden. Zusitzlich gewinnt der Gedanke einer Energiewende hin zu
einer klimafreundlichen Energiebereitstellung aus erneuerbaren Energien auch in anderen EU-Staaten

zunehmend an politischer Bedeutung. Im Rahmen der Energiewende in Deutschland ist die Notwendig-
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keit von Overlay-Netzstrukturen wie bspw. Hochspannungsgleichstromleitungen (HGU) mit dem Netz-
entwicklungsprozess 2012 in verschiedenen Ausprigungen umfassend untersucht (Stigler et al., 2012a)
(50hertz, Amprion, TenneT, Transnet BW, 2012a) und im Bundesbedarfsplangesetz rechtlich
festgehalten (BBP1G2013, 23.07.2013).

4.3.1 Analyse des Transportbedarfs fiir das Jahr 2032

Zur Ermittlung des Transportbedarfs in Deutschland wird fiir einen Extremfall mit Starklast, Stark-
winderzeugung und geringer Erzeugung aus PV im Szenario B-2032 unter der Annahme, dass weder in
Deutschland noch im restlichen synchronen Hochstspannungsnetz Netzengpisse einen Kraftwerks-
einsatz entsprechend dem Marktergebnis (Kupferplatte) verhindern konnen, eine Lastflusssimulation
mit ATLANTIS durchgefiihrt. Es wird ersichtlich, dass sich innerhalb Deutschlands deutliche
Leitungsziige in Nord-Siid-Ausrichtung mit Auslastungen iiber 100% bezogen auf das thermische Limit
der einzelnen Leitungen ausprigen. Weiters treten derart hohe theoretische Auslastungen auch im
benachbarten Ausland auf. Verdréingungslastfliissse (Ringfliisse, loop flows) sind insbesondere iiber die
Niederlande und Belgien zu beobachten. Diese Netzbelastungen sind jedoch nicht ausschliefflich auf die
Windeinspeisung im Norden Deutschlands zuriickzufithren, sondern teilweise auch auf das
Marktergebnis innerhalb der jeweiligen Léinder. Der kumulierte Transportbedarf in Nord-Siid-Richtung
liegt fiir diesen besonders schwierigen Netznutzungsfall (Stigler et al., 2012a)* im Szenariojahr B-2032
bei Tund 29 GW®. Diese Ergebnisse der DC-Lastflussrechnung gelten unter der Annahme, dass alle
Leitungen theoretisch unbegrenzt belastbar und auch Ringfliisse iiber das Ausland im Rahmen des

Marktergebnisses unbegrenzt moglich sind.

In einer weiteren ATLANTIS-Extremfallrechnung wird zunéchst das gesamteuropéische Market Coup-
ling basierend auf dem NTC-Modell berechnet. Daran anschliefend wird der kostenminimale Kraft-
werkseinsatz unter Beriicksichtigung des Handelsergebnisses mittels Anwendung des DC-Lastfluss-
modells bestimmt (vgl. Abschnitt 3.10). Da diese Berechnung fiir das Startnetz durchgefiihrt wird, ist
es fiir den beabsichtigten Zweck dieser Simulation notwendig, die Netzrestriktionen fiir innerdeutsche
Netzelemente®™ und deutsche grenziiberschreitende Leitungen unberiicksichtigt zu lassen. Lediglich im
restlichen synchronen Netzgebiet ENTSO-E CE wird eine thermische Sicherheitsmarge von 30% und
damit eine maximal zuldssige Belastbarkeit von 70% des thermischen Limits jedes Netzelementes be-
riicksichtigt. Durch diese Annahmen ist gewihrleistet, dass modellhaft keine innerdeutschen Engpésse
die Fahrweise der Kraftwerke laut Marktmodell beeinflussen. Das Ergebnis untermauert die Erkennt-
nisse aus der ersten Analyse. Fiir manche Leitungen des deutschen Hochstspannungsnetzes ergeben
sich theoretische Auslastungen iiber der Grenze von 70% bezogen auf das thermische Limit. Es zeich-

nen sich dabei insbesondere Nord-Siid-Leitungsziige ab, welche durchgiingig iiber 70% belastet sind.

% Der Netznutzungsfall L+W+P- hat sich als Worst-Case-Fall ergeben. Diese Schlussfolgerung beruht auf umfas-
senden Analysen, welche im Rahmen des Gutachtens (Stigler et al., 2012a) vom Institut fiir Elektrische Anlagen
der Technischen Universitit Graz durchgefiithrt wurden.

% In Relation dazu betriigt die installierte thermische Ubertragungskapazitiit unter Beriicksichtigung der Realisie-
rung der StartnetzmafBnahmen entlang einer fiktiven Ost-West-Schnittlinie zwischen dem 52. und 53. Breiten-
grad rund 27 GW. Unter Beriicksichtigung eines (n-1)-sicheren Netzbetriebes ist selbst bei der stark
vereinfachenden Annahme einer gleichméfigen Lastflussaufteilung auf die Nord-Siid-Leitungsziige eine thermi-
sche Ubertragungskapazitit von ca. 40 GW notwendig um rund 29 GW zu iibertragen.

% Phasenschiebertransformatoren und querregelfihige Transformatoren wurden auf Mittelstellung fixiert.
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Abbildung 60: Vergleich des Kraftwerkseinsatzes laut Marktmodell mit jenem laut DC-Lastflussmodell
(kostenminimaler Redispatch) fiir den Extremfall Starkwind, Starklast, schwache PV im Jahr B-2032 in
ATLANTIS (ohne Leitungslimit im deutschen Startnetz)

Zusétzlich zeigt die Simulation den Einfluss des européischen Auslandes auf die Durchfiihrbarkeit des
laut Markt ermittelten Kraftwerkseinsatzes in Deutschland auf. Der hohe Vermaschungsgrad des euro-
piischen Hochstspannungsnetzes und die nur in geringem Mafle mogliche Steuerbarkeit des Leistungs-
flusses fiihren auch im angenommenen unlimitierten Netz innerhalb Deutschlands zu européischen
Ringfliissen (loop flows). Diese fiihren zu Netzengpéssen im europiischen Ausland und in weiterer
Folge auch zu einem im Modell durchgefiithrten Redispatch innerhalb von Deutschland. Abbildung 60
stellt die Leistungsdeckung entsprechend dem Marktmodell jener aus dem DC-Lastflussmodell gegen-
iiber. Das Ergebnis des Marktmodells ist ein kostenminimaler Kraftwerkseinsatz basierend auf NTC-
Werten an den nationalen Grenzen. Im DC-Lastflussmodell wird unter Einhaltung der vorgegebenen
Netzrestriktionen versucht, den Kraftwerkseinsatz laut Marktmodell zu vollziehen (Abschnitt 3.10). Ist
dies unter Einhaltung der Nebenbedingungen nicht moglich, so wird ein kostenminimaler Kraftwerks-
redispatch vollzogen. Dabei zeigt der Vergleich in Abbildung 60, dass bei Einhaltung der laut Market
Coupling Modell ermittelten kostenoptimalen Austauschmenge (Regelzonensaldo) ein nicht unerheb-
licher Eingriff in den deutschen Kraftwerkseinsatz in Form von Redispatchmafinahmen notwendig ist.
Rund 24 GW Windkraft, davon 8,5 GW Offshore Windkraft, kénnen in diesem Netznutzungsfall nicht
dem Markt entsprechend in das Hochstspannungsnetz integriert werden und sind daher von Redis-
patchmafinahmen in Form einer Leistungsreduktion (negativer Redispatch) betroffen. Aufgrund der
geringen variablen Erzeugungskosten von Windkraft ist die Leistungsreduktion derartiger Anlagen bei
dem in ATLANTIS verfolgten Ansatz eines kostenoptimalen Redispatches eine der letzten Mafinah-
men, die fiir einen sicheren Netzbetrieb? ergriffen wird. Als Ersatz fiir die Leistungsreduktion erneuer-
barer Energieerzeugung werden kostenoptimiert thermische Kraftwerke, vorwiegend Erdgas-, Kohle-
und Biomassekraftwerke hochgefahren (positiver Redispatch). Betrachtet man die geografische Vertei-

lung des negativen Redispatch zeigt sich der Schwerpunkt insbesondere an den Netzknoten im Norden

9 Im Rahmen der in ATLANTIS durchgefiihrten DC-Lastflussrechnungen bedeutet der Begriff ,sicherer Netz-
betrieb* die Einhaltung der Netzrestriktionen.
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Deutschlands. Positiver Redispatch wird schwerpunktmiflig in Nordrhein-Westfalen und im Siiden
Deutschlands erbracht. Die durchgefiihrten Extremfallrechnungen im Startnetz zeigen somit einen
Nord-Siid-Transportbedarf im Jahr 2032 in der Groéflenordnung deutlich iiber 20 GW. Diese Leistungs-
zahl dient unter Beriicksichtigung des vorhandenen 220/380-kV-Hochstspannungsnetzes als erstes

Schitzmaf fiir die GroBenordnung von Overlaykorridoren.

4.3.2 Bestimmung vorteilhafter Anschlussknoten fur DC-Leitungen in Deutschland

Unter Anwendung der in Abschnitt 3.4.3 umfassend beschriebenen Methode zur Bestimmung elektri-
zitatswirtschaftlich optimaler Anschlussknoten fiir HGU-Leitungen werden in diesem Abschnitt vorteil-
hafte Ein- und Ausspeiseknoten fiir DC-Systeme in Deutschland erhoben. Nachfolgend werden die
Ergebnisse aus der Methodenanwendung basierend auf dem Extremfall  Starklast, Starkwind, schwa-
che PV-Erzeugung® fiir das Jahr 2032 (Szenario B) dargestellt. Dieser Extremfall ist dem auslegungs-
relevanten Netznutzungsfall L+W+P- fiir B-2032 aus dem Gutachten NEMO I (Consentec/IAEW,
2012) nachempfunden”. Abbildung 61 zeigt die Leistungsdeckung fiir Deutschland aus der ATLAN-
TIS-Simulation. Bemessen an der installierten Leistung aus Windkraft im Szenario B-2032 speisen die
Windkraftanlagen in diesem Starkwindfall mit einer Quote von 95% bzw. mit 87,8 GW (davon
25,9 GW Offshore) ein. Die Einspeiseleistung aus PV betrigt 8 GW, jene aus Wasserkraft nur knapp
2,7 GW. Die inléindische Last (inkl. Pumpverbrauch) liegt bei rund 83 GW, woraus eine Deckungs-
quote aus erneuerbaren Energien von 100% resultiert. Der hohe Anteil kostengiinstiger RES-Erzeugung

begiinstigt den Stromexport in die Nachbarlénder Deutschlands.
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Abbildung 61: Leistungsdeckung fiir Deutschland fiir den Extremfall ,Starklast, Starkwind, schwache PV-
Erzeugung® im Jahr 2032 (Szenario B) (Marktergebnis in ATLANTIS)

% Wiihrend die Erzeugung aus den dargebotsabhiingigen Technologien wie Windkraft, Wasserkraft und Photo-
voltaik ebenso wie die Last in ATLANTIS bestmoglich dem Ergebnis aus NEMO I nachempfunden ist, ergeben
sich modellbedingte Unterschiede im Einsatz des konventionellen Kraftwerksparks sowie im Import-Export-Saldo
Deutschlands.
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Der Nettoexport geméfl dem in ATLANTIS abgebildeten europaweiten Market Coupling betréigt rund
30 GW. Physikalisch ergibt sich durch die Kopplung von Marktmodell und DC-OPF-Modell (vgl.
Abschnitt 3.10) die Notwendigkeit fiir internationalen Redispatch, wenn das Startnetz (ohne HGU-
Korridore, ohne AC-NOVA-Mafinahmen) hinterlegt wird. Unter Einhaltung der vom Startnetz
vorgegebenen Netzrestriktionen kann das Marktergebnis (Handelsnettoexport von rd. 30 GW) nicht
eingehalten werden, wodurch eine Reduktion um 1 GW auf einen physikalischen Nettoexport von rd.
29 GW vollzogen wird. Abbildung 62 zeigt links das Marktergebnis mit den Handelsfliissen und rechts

die physikalischen Lastfliisse auf den grenziiberschreitenden Leitungskorridoren.
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Abbildung 62: ATLANTIS-Snapshots fiir B-2032 laut Market Coupling mit NTC (links) und laut physikalischem
DC-Lastflussmodell (kostenminimaler Redispatch im Startnetz) (rechts) im Extremfall ,Starklast, Starkwind,

schwache PV im Startnetz”

Abbildung 63 zeigt fiir den dargestellten Extremfall das Ergebnis der Schattenpreisanalyse der einzel-
nen Netzknoten. In der linken Darstellung entspricht das der Berechnungsmethodik (Abschnitt 3.4)
zugrunde gelegte Netz in Deutschland dem sogenannten Startnetz (ohne HGU-MaBnahmen, ohne AC-
NOVA-Mafinahmen). Die Skalierung der Knotenschattenpreise ist in zehn Klassen eingeteilt. Davon
sind fiinf Klassen strikt negativ (Klasse I bis V) und weitere fiinf Klassen strikt positiv (Klasse VI bis
X). Negative Schattenpreise (der Gleichung (3-65) von Seite 54) als Ergebnis der Berechnung mit
GAMS deuten auf die ZweckméBigkeit einer zusétzlichen Ableitung (DC-Leitung die Leistung aus dem
AC-Netz entnimmt und abtransportiert) hin, wihrend positive Schattenpreise den Knoten fiir eine
zusiitzliche Zuleitung (DC-Leitung die Leistung in das AC-Netz einspeist) praqualifizieren. In weiterer
Folge wird von vorteilhaften Ausspeiseknoten fiir steuerbare Korridore gesprochen, in denen das
umliegende AC-Netz Leistung in ein DC-Overlaysystem ausspeist. Im Gegensatz dazu sind Knoten mit
positiven Schattenpreisen als Ergebnis der Berechnung mit GAMS als vorteilhafte Einspeiseknoten fiir
steuerbare Korridore zu betrachten. Dabei wird die im DC-System transportierte Leistung in das
umliegende AC-Netz eingespeist. Ausgedriickt in Geldeinheiten, bedeutet eine Ausspeisung im Ausmafl

einer marginalen Einheitsgrofie die Verdnderung der Zielfunktion im Ausmafl des Schattenpreises. Eine

9 Die Marktzonenpreise stammen aus dem Market Coupling Modell und sind als nominelle Angaben in €/MWh
zu interpretieren. Die Farbgebung der Pfeile spiegelt die Auslastung des NTCs bzw. des thermischen Limits der
grenziiberschreitenden Leistung (Summe aller Leitungen) wider, wobei rot der maximal zuldssigen Auslastung
entspricht. Physikalisch ergeben sich die Wirkleistungsfliisse entsprechend der DC-OPF-Berechnung.
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Ausspeisung an einem bestimmten Knoten muss mit einer Einspeisung an einem anderen Knoten ein-

hergehen. Nur so kann das Systemgleichgewicht gewihrleistet werden.

Vergleicht man die geografische Verteilung der negativen Schattenpreise (Abbildung 63 links) mit dem
Dargebot an Windkraft im betrachteten Starkwindfall (griine Kreise in Abbildung 63 rechts) erkennt
man, dass insbesondere im Bereich der erzeugungsstarken Offshorewindkraftanlagen bzw. der an der
Kiiste angesiedelten Onshoreanlagen negative Schattenpreise in Erscheinung treten. Eine Gegeniiber-
stellung der positiven Schattenpreise (Abbildung 63 links) mit den Lastschwerpunkten im Siiddwesten
Deutschlands in Abbildung 63 (rechts) zeigt ebenso eine gute Ubereinstimmung. Zusitzlich zeigt sich
im Bereich des Lastzentrums Nordrhein-Westfalen verglichen mit dem Rest Deutschlands ein rascher
Ubergang von negativen auf positive Schattenpreise in einem riumlich begrenzten Netzgebiet. Dies
deutet auf Engpésse in diesem ausgepriigt hochvermaschten Netzbereich in Deutschland hin, welche
teilweise auch ohne die Notwendigkeit von Redispatch durch Mafinahmen wie z.B. Sonderschaltungen
behoben werden konnen'®. Aus rein energiewirtschaftlicher Sichtweise ist eine Unterbrechung einer
DC-Leitung vom Nordwesten (vorteilhafte Ausspeiseknoten) in den Bereich Stidwesten (vorteilhafte
Einspeiseknoten) in Nordrhein-Westfalen durchaus sinnvoll. Die energiewirtschaftliche Sinnhaftigkeit
fiir eine derartige Unterbrechung des Nord-Siid-Korridors bzw. die Aufteilung des Korridors in einen
nordlichen und einen siidlichen Teil liegt unter anderem darin begriindet, dass damit eine der ver-
brauchsstirksten Regionen Deutschlands in das System eines Overlaynetzes eingebunden wird. Die
Versorgung dieser Region ist damit sowohl aus Windkrafterzeugung im Norden als auch durch Photo-
voltaik im Siiden moglich. Weiters sind in dieser Region in gréflerem Umfang Gaskraftwerke vorhan-
den, deren Systemfunktion im Zusammenhang mit der Volatilitit regenerativer Erzeugung zukiinftig
zunehmend von Bedeutung sein wird. Zudem gilt es die zeitliche Liicke zwischen Verbrauch und
Erzeugung aus erneuerbaren Energien zu schlieflen. Dies kann aus gegenwértiger Sicht grofitechnisch
nahezu ausschliefllich durch Pumpspeicherkraftwerke bspw. in den Alpen (BMWI, BMWFI, UVEK,
2012) iiberbriickt werden, wodurch auch eine siidliche Anbindung des Verbraucherschwerpunkts
Nordrhein-Westfalen auf lange Sicht energiewirtschaftlich zweckmiiflig scheint. Auch im illustrativen
Beispiel iiber die Wirkungsweise der Methode zur Bestimmung vorteilhafter Anschlussknoten
(Abschnitt 3.4.3.4 Seite 63ff.) wurde gezeigt, dass die Abstiitzung der vorteilhaften Direktverbindung
von zwei Knoten keinen negativen Einfluss auf das Optimum hat. Ausgehend von den strategischen
Ellipsen in Abbildung 63 (links) fiir vorteilhafte Ein- und Ausspeiseknoten bedarf es einer Feinplanung
fiir den tatséchlichen Anschluss von DC-Systemen im Nahbereich vorteilhafter Knoten. Im Rahmen
dieser Arbeit wird dieser Feinplanungsprozess in einfachster Weise vollzogen. Ausgehend von den opti-
malen Netzknoten aus der im Rahmen dieser Arbeit entwickelten Methode werden im Nahbereich
strukturelle und situative Engpisse in den Entscheidungsprozess aufgenommen. Tatséchlich aber kann
dieser Feinplanungsprozess im Nahbereich der Overlaykorridore zeitnah mit der Errichtung der HGU-
Korridore und erst bei exakter Kenntnis zukiinftiger Einspeiseknoten von Kraftwerken (hauptséichlich
bei Offshoreanlagen) erfolgen. Dabei wird dieser Prozess in hohem Ausmafl von netztechnischen
Aspekten (Versorgungssicherheit, Netzbetrieb etc.) und nur hintergriindig elektrizititswirtschaftlich
geprigt sein. Vergleicht man das Ergebnis in Abbildung 63 (links) mit dem Ergebnis aus (Linnemann

190 Derartige MaBnahmen sind Teil des operativen Engpassmanagements im téglichen Netzbetrieb. Fiir die lang-
fristige Netzplanung mit ATLANTIS bleiben sie jedoch unberiicksichtigt.
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et al., 2012) (Abbildung 32 Seite 46) zeigt sich eine dhnliche Tendenz fiir vorteilhafte Anschlussknoten

fiir DC-Systeme im Szenariorahmen des deutschen Netzentwicklungsprozesses 2012.

@ Kasse! 0  Kassell 5 Kiasse V s Kiasse ViI ° Kasse 1X Haushaltsverbrauch (lila), Windkraft (Kreisflaiche

. J Gewerbe, DL, Industrie (blau) proportional zum Dargebot)
, @ |assell O  KasselV ©  KiasseVl ©  KasseVll @  HKasseX ~ 3 -
I v o I ‘ ITEN i $ ey ¢

Abbildung 63: links: Knotenschattenpreise fiir den Extremfall ,Starklast, Starkwind, schwache PV-Erzeugung* im
Jahr 2032 (Szenario B) mit dem zugrunde gelegten Startnetz (ohne HGU-Leitungen, ohne AC-NOVA).

rechts: Verteilung der Last basierend auf (Consentec/TAEW, 2012) und das Winddargebot im Extremfall
Starklast, Starkwind, schwache PV* im Jahr B-2032'%

In Abbildung 64 sind die Knotenschattenpreise fiir den Extremfall ,Starklast, Starkwind, schwache
PV-Erzeugung*“ fiir das Jahr 2032 basierend auf der Annahme eines DC-Korridors verlaufend vom
Nordwesten in den Siidwesten dargestellt. In der linken Darstellung betriigt die Ubertragungskapazitiit
des Korridors 9 GW (bestehend aus drei Korridoren zu je 3 GW). In der rechten Darstellung betrigt
die Kapazitit das 1,5-fache und demzufolge 13,5 GW. Vergleicht man beide Ergebnisse mit dem Er-
gebnis ohne HGU-Korridor (Abbildung 63 links), dann ist eine deutliche Reduktion der Schattenpreise
zu erkennen.'” Durch den steuerbaren Nord-Siid-Transportkorridor kommt es zu einer Entlastung im
unterlagerten Drehstromnetz und vielerorts sinken die Schattenpreise und damit die Notwendigkeit fiir

zusétzlichen Netzausbau.

"' Die genauen Standortkoordinaten zukiinftiger Kraftwerksanlagen sind gegenwiirtig nicht bekannt und daher
angenommen. Die Anlagen sind entsprechend der Regionalisierung des Szenariorahmens zum NEP 2012 geo-
referenziert (Consentec/TAEW, 2012).

12 Die Klasseneinteilung ist in Abbildung 63 und Abbildung 64 identisch und damit vergleichbar.
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Abbildung 64: links: Knotenschattenpreise fiir den Extremfall ,Starklast, Starkwind, schwache PV-Erzeugung* im
Jahr 2032 (Szenario B) mit dem zugrunde gelegten Startnetz und einem Nord-Siid-Korridor mit 9 GW Kapazitéit.
rechts: Knotenschattenpreise fiir den Extremfall | Starklast, Starkwind, schwache PV-Erzeugung* im Jahr 2032
(Szenario B) mit dem zugrunde gelegten Startnetz und einem Nord-Siid-Korridor mit 13,5 GW Kapazitét.

Die in Abbildung 65 links dargestellten Knotenschattenpreise beruhen auf einer Berechnung mit zwei
steuerbaren Nord-Siid-Korridoren mit einer Gesamttransportkapazitit von 22,5 GW. Zusitzlich zu den
steuerbaren HGU-Korridoren werden notwendige Netzoptimierungs-, -verstirkungs- und -ausbaumaf-
nahmen (NOVA-MaBnahmen) im unterlagerten AC-Netz'” beriicksichtigt. Bis auf einige wenige nega-
tive Schattenpreise im Nordwesten und Nordosten Deutschlands sind die Schattenpreise in ganz
Deutschland durch die HGU-MaBnahmen und die getroffenen AC-NOVA-MaBnahmen auf einem sehr
sghnlichen Niveau. In weiterer Folge bedeutet dies, dass die auftretenden Differenzen gering sind und
demzufolge weitere Ausbaumafinahmen zu keiner bedeutsamen Verbesserung der Systemintegration
erneuerbarer Energien fiihren wiirden. Dennoch gilt es festzuhalten, dass aufgrund lokaler oder regio-
naler Gegebenheiten (z.B. Spannungsstabilitéit) weitere Netzmafinahmen erforderlich sein kénnen. Das
Potenzial, durch weitere DC-Verbindungen eine Kostenminimierung und eine héhere RES-Integration

zu erreichen, ist jedoch begrenzt.

103 Diese AC-NOVA-MaBnahmen im Drehstromnetz stammen aus dem am Energie Zentrum Graz durchgefithrten
Gutachten NEMO II (Stigler et al., 2012a) und wurden vom Institut fiir Elektrische Anlagen der Technischen
Universitit Graz ermittelt.
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Abbildung 65: links: Knotenschattenpreise fiir den Extremfall ,Starklast, Starkwind, schwache PV-Erzeugung* im
Jahr 2032 (Szenario B) mit dem zugrunde gelegten Startnetz und zwei Nord-Siid-Korridoren mit einer
Gesamtkapazitit von 22,5 GW Kapazitit und NOVA-Mafinahmen im AC-Netz.

rechts: Knotenschattenpreise bei Verlagerung der Windkraft in die Ostsee mit Anschlussknoten an der Kiiste bzw.
in deren (elektrotechnischen) Nahbereich.

Abschlieflend zeigt die rechte Darstellung in Abbildung 65 das Ergebnis einer Sensitivitéitsrechnung der
Schattenpreise im Startnetz (ohne HGU, ohne AC-NOVA). Dazu werden rund 18 GW des im Stark-
windfall anfallenden Winddargebots vom Nordwesten in den Nordosten verlagert. Dabei werden im
Nordwesten vorwiegend Anschlussknoten fiir Offshorewindkraft und Knoten mit hohen negativen
Schattenpreisen (Abbildung 63) ,entlastet“. Im Nordosten werden zunéchst kiistennahe 380-kV-
Knoten verwendet, wobei eine maximale Einspeiseleistung von 3 GW nicht iiberschritten wird. In
weiterer Folge werden auch kiistenferne 380-kV-Netzknoten wie z.B. Wessin und Putlitz im Nordosten

herangezogen.

Die in Abschnitt 3.4 gezeigte Methode, angewendet auf den Starkwindfall, erméglicht die Bestimmung
strategisch sinnvoller Netzbereiche bzw. Anschlussknoten fiir steuerbare Korridore. Dabei dienen die
Schattenpreise der Knotenleistungsbilanz als Indikatoren fiir die ZweckmifBigkeit von DC-Leitungen.
Durch die mathematische Formulierung der Zielfunktion (Kostenminimierung) reagiert die Methode
unmittelbar auf Verdnderungen im Szenario, wie am Beispiel Windkraftverlagerung in die Ostsee
gezeigt wird. Dies qualifiziert die Methode als Instrument fiir die Netzentwicklungsplanung mit lang-

fristigem Planungshorizont.

Im néchsten Kapitel wird die in Abschnitt 3.5 erlduterte Methode zur Darstellung der Wirkung steuer-

barer Korridore am Beispiel von Deutschland demonstriert.
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4.3.3 Wirkung von steuerbaren Transportkorridoren am Beispiel von Deutschland

Die in den vorherigen Abschnitten gezeigten Ergebnisse geben einen Hinweis auf die Notwendigkeit
einer Netzinfrastruktur, welche durch die Steuerbarkeit hinsichtlich des Nord-Siid-Leistungstransportes
charakterisiert ist. In einer weiteren ATLANTIS-Simulation wird daher die Wirkung von Transport-
korridoren innerhalb Deutschlands auf das restliche 220/380-kV-Hochstspannungsnetz analysiert. Dazu
wird zunichst der Verbrauch in Deutschland, dessen regionale Aufteilung dem Gutachten NEMO 1
(Consentec/TAEW, 2012) entspricht, auf 100 MW normiert. Die Offshore-Windkraft im Norden
Deutschlands wird entsprechend auf eine Summenleistung von 100 MW gesetzt. Alle im Szenario-
rahmen vorgesehenen Offshoreanlagen in der Nord- bzw. Ostsee erzeugen angelehnt an das Verhéltnis
der jeweils geplanten installierten Leistungen in Nord- und Ostsee im Szenario B-2032 denselben Anteil
an den 100 MW. Damit entfallen auf die Anlagen in der Ostsee in Summe 10,4%, die restlichen 89,6%
entfallen auf die Nordsee. Dadurch erreicht man eine ausgeglichene Leistungsbilanz zwischen Erzeu-
gung und Last. Die daraus resultierenden Lastfliisse verteilen sich entsprechend den im DC-Lastfluss
vorgegebenen Netzparametern. Durch die Normierung auf 100 MW konnen die sich einstellenden

Leistungsfliisse auch als Prozentsitze interpretiert werden.

Rund 18% (bzw. 18 MW) werden
oberhalb der gekennzeichneten
Schnittlinie im Netz direkt im
Norden verbraucht.

Die fehlenden 2% flieRen v.a. Gber
Polen Richtung Stden.

> 380/220-kV-Netz

LF-Anteil an 100MW
0% - 1%
1.1% - 2%
2.1% - 4%
4.1% - 6%
6.1% - 8%
— 8.1%-10%

Abbildung 66: Verteilung des DC-Lastflusses im Startnetz bei 100 MW Offshoreeinspeisung und 100 MW Gesamt-
last in Deutschland (Zahlenangaben in Prozent bzw. MW, Fliche der Kreise proportional zum Verbrauch)

Ziel der Analyse ist der Nachweis der Wirkung steuerbarer Netzelemente in einem Drehstromnetz.
Abbildung 66 zeigt die Aufteilung des Lastflusses im Startnetz bzw. im ENTSO-E Hochstspannungs-
netz. Nordlich der Schnittlinie im deutschen Hochstspannungsnetz (Abbildung 66) werden entspre-
chend der geografischen Verteilung der Last rund 18% verbraucht. Von den restlichen 82% flieflen
rund 65% innerhalb Deutschlands Richtung Siiden. Weitere 15% flieBen als Ringfluss nordlich der
Schnittlinie iiber die Grenze in die Niederlande. Die restlichen 2% bilden vorwiegend iiber die Grenze
nach Polen einen Ringfluss, welcher sich siidlich der Schnittlinie wiederum iiber Polen und Tschechien

schlieft. Gemessen an der gesamten Nord-Siid-Leistung von 82 MW flieflen rund 80% iiber das inner-
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deutsche Héchstspannungsnetz, rund 20% iiber das Ausland, vorwiegend iiber die Niederlande. Der

Einsatz von Phasenschiebertransformatoren bleibt in dieser Berechnung unberiicksichtigt.

In Abbildung 67 ist das Ergebnis der DC-Lastflussrechnung in einer Variante mit einem Overlaykorri-
dor (vgl. Abbildung 64) innerhalb Deutschlands und mit einem gegeniiber der Analyse in Abbildung 66
unverénderten 220/380-kV-Hochstspannungsnetz dargestellt. An der Lastaufteilung hat sich im
Vergleich zur vorherigen Berechnung nichts geéindert, sodass auch in diesem Fall rund 18 MW bzw.
18% mnordlich der Schnittlinie verbraucht werden. Aus der im Zuge der Entwicklung des Modells
ATLANTIS entworfenen Methodik, Overlaykorridore in einem DC-OPF-Modell systemoptimal einzu-
setzen (vgl. Abschnitt 3.3.2), ergibt sich immanent die Steuerbarkeit derartiger Elemente. Somit zeigt
die Berechnung, dass rund 49% iiber das innerdeutsche Hochstspannungsnetz flieBen und rund 21%
von dem steuerbaren Transportkorridor getragen werden. In Summe flielen somit 70% im Vergleich zu
den 65% ohne Transportkorridor innerhalb Deutschlands Richtung Siiden. Demnach reduzieren sich

auch die Ringfliisse iiber das Ausland.

Rund 18% (bzw. 18 MW) werden
oberhalb der gekennzeichneten
Schnittlinie im Netz direkt im
Norden verbraucht.

o Die fehlenden 2% flieRen v.a. Uber
| g g Polen Richtung Suden.
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> 380/220-kV-Netz
> 1Nord-Siid-Korridor

LF-Anteil an 100MW
0% - 1%
1.1% - 2%
2.1% - 4%
4.1% - 6%
6.1% - 8%
— 8.1% - 10%

Abbildung 67: Verteilung des DC-Lastflusses in Variante mit einem Nord-Siid-Korridor bei 100 MW Offshore-
einspeisung und 100 MW Gesamtlast in Deutschland (Zahlenangaben in Prozent bzw. MW, Fliche der Kreise
proportional zum Verbrauch)

Das in Abbildung 68 dargestellte Lastflussergebnis beruht auf der Annahme von zwei steuerbaren
Nord-Siid-Transportkorridoren in Deutschland. In Summe flieflen in etwa 72% (von 100%) Einspeisung
in Norddeutschland iiber das deutsche Hochstspannungsnetz, wovon mit 34% knapp weniger als die
Hilfte von den steuerbaren Nord-Siid-Leitungen transportiert wird. Dementsprechend reduzieren sich
die Ringfliisse iiber das Ausland von urspriinglich 17% im Startnetz (Abbildung 66) auf 10% im Netz
inkl. steuerbarer Korridore. Neben dem Effekt der Entlastung ausléindischer Netzkapazititen kann
auch die Entlastung weitere Kapazititen im deutschen 220/380-kV-Hochstspannungsnetz als positiver

Effekt steuerbarer Netzelemente gewertet werden.
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Abbildung 68: Verteilung des DC-Lastflusses in Variante mit zwei Nord-Siid-Korridoren bei 100 MW Offshore-
einspeisung und 100 MW Gesamtlast in Deutschland (Zahlenangaben in Prozent bzw. MW, Fliche der Kreise
proportional zum Verbrauch)

Das Verhiltnis von Ringflussleistung zum gesamten Nord-Siid-Leistungsfluss (82 MW) betrigt im
Startnetz rund 21% und sinkt durch die beiden Korridore auf rund 12%. Der Anteil der Ringfluss-
leistung bemessen am Leistungsfluss im 220/380-kV-Netz hingegen ist in allen drei Netzvarianten

nahezu konstant bei 20% (vgl. Tabelle 19).

Tabelle 19: abschlielender Vergleich der Lastflussverhéltnisse in der 100 MW-Sensitivititsanalyse iiber die
Wirkungsweise steuerbarer Nord-Siid-Transportkorridore im deutschen Héchstspannungsnetz.

Angaben in MW bzw. % Startnetz ein Korridor zwei Korridore
innerdeutscher Leistungsfluss
4

im 220/380-kV-Netz 65 9 38
Leistungsfluss auf dem 91 17
linken Transportkorridor )
Leistungsfluss auf dem 17
rechten Transportkorridor
Export ins Ausland nordlich
der Schnittlinie* 17 12 10
Exportanteil am gesamten

2 14 12,2
Nord-Siid-Leistungsfluss 0,7% 6% 2%
Exportanteil am Leistungsfluss

2 1 2
im 220/380-kV-Netz 0.7% 9,6% 0.8%

*...Schnittlinie in den gezeigten Abbildungen (Abbildung 66, Abbildung 67, Abbildung 68)

Die positive Wirkung steuerbarer Korridore sowohl auf das umliegende ausldndische Hochstspannungs-
netz sowie auf das innerdeutsche Drehstromnetz kann somit nachgewiesen werden. Zusammenfassend
lassen sich zwei Effekte zeigen. Zum einen sinken durch innerdeutsche DC-Korridore die absoluten
Ringfliisse iiber benachbarte Netze, zum anderen bewirken die Korridore eine Entlastung im deutschen

220/380-kV-Netz.
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In den nun folgenden Abschnitten wird der Zeitraum 2012 bis 2032 (Szenario B zum NEP2012)
hinsichtlich der Wirkung von Overlaykorridoren auf Integration der erneuerbaren Energien und den

Umfang an Redispatch umfassend analysiert.

Wirkung steuerbarer Transportkorridore auf die variablen Kraftwerkseinsatzkosten

Zusétzlich zur Integration der erneuerbaren Energien spielt der Ausbau des Hochstspannungsnetzes
auch hinsichtlich der Vollendung des européischen Binnenmarktes eine besondere Rolle (ENTSO-E,
2012b). Die optimale (kostenminimale) Nutzung des Kraftwerksparks ist dabei durch deklarierte Eng-
pésse (z.B. durch NTC-Werte) an den Marktgrenzen sowie tatséichlichen physikalischen (strukturellen
und situativen) Engpiissen auch innerhalb der Regelzonen nur eingeschriinkt realisierbar. Nationaler
und internationaler Redispatch und damit eine Kostenabweichung vom Marktoptimum sind demnach
auch vom Netzausbau innerhalb der Regelzonen abhingig. Die Wirkung von steuerbaren Korridoren
innerhalb Deutschlands ist demzufolge auch im restlichen synchronen Netzgebiet in Kontinentaleuropa
festzustellen (vgl. auch (Nischler et al., 2012)). Durch steuerbare Transportkorridore kénnen netzinter-
ne Engpésse behoben sowie Ringfliisse iiber das angrenzende Ausland reduziert werden (Abschnitt
4.3.3). Dies fiihrt in weiterer Folge dazu, dass die netzsicherheitsbedingten Eingriffe in den Kraftwerks-
einsatz gegen den Marktpreis abnehmen, wodurch gleichermaflen ein Riickgang der Erzeugungskosten

und je nach Struktur der Merit Order auch eine Abnahme der CO,-Emission zu verzeichnen ist.

4.4 Ergebnisse der strategischen Netzentwicklungsplanung mit ATLANTIS
am Beispiel von Deutschland

In diesem Abschnitt werden Ergebnisse aus der strategischen elektrizitéitswirtschaftlichen Netzentwick-
lungsplanung mit ATLANTIS am Beispiel von Deutschland und fiir den Zeitraum 2012 bis 2032 darge-
stellt. Dabei werden teilweise Ergebnisse verwendet, welche bereits im Gutachten NEMO II (Stigler et
al., 2012a) mit ATLANTIS erhoben wurden. Diese werden durch Analysen ergénzt, welche im Rahmen
des Gutachtens NEMO II nicht behandelt wurden, aber mafgeblichen Einfluss auf den Netzausbau
haben.

Ziel der Modellrechnungen mit ATLANTIS ist es, elektrizitéitswirtschaftlich relevante Kenngrofien wie
z.B. die Integration erneuerbarer Energien oder den Umfang an Redispatchmafinahmen in unterschied-
lichen Netzvarianten zu quantifizieren und damit fiir die langfristige Netzentwicklungsplanung alterna-
tive — im Sinne von zusétzlichen — Planungsgrundlagen zu den notwendigen technischen Grundlagen
darzustellen. Wie bereits in Abschnitt 2 dargestellt, wird dem 6konomischen Aspekt, besonders in der

langfristigen Netzausbauplanung, eine zunehmend hshere Bedeutung beigemessen.

Zuniéchst werden die unter Anwendung des Simulationsmodells ATLANTIS durchgefiihrten Simula-
tionen und Analysen nidher erldutert. Dabei ist insbesondere dem Unterschied zwischen Szenario-

rechnungen und Extremfallrechnungen entsprechende Beachtung zu schenken.

e Unter einer Szenariorechnung in ATLANTIS versteht man eine Simulation iiber mindestens
ein Jahr mit insgesamt 48 Markt- und 48 DC-OPF-Rechnungen pro Jahr (vgl. Anhang A-I).
Hinsichtlich der Erzeugung aus erneuerbaren Energien basiert eine Szenariorechnung auf dem
langjihrigen Erwartungswert auf Monatsbasis und in einer regionalen Gliederung von NUTS-
2. Diese Herangehensweise erlaubt die Beobachtung und Analyse von Maflnahmen im Gesamt-

system aus Erzeugung, Netz und Verbrauch iiber einen Zeitraum mehrerer Jahre. Die gegen-
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seitigen Wechselwirkungen bspw. von Netzausbauprojekten und Kraftwerksinvestitionen
werden durch die Szenariorechnungen anhand von 48 Markt- und Lastflussanalysen (DC-OPF)

pro Jahr ermittelt.

e In den sogenannten Extremfallrechnungen konnen aufbauend auf den Szenariorechnungen
spezielle Extremsituationen simuliert werden. So z.B. Netznutzungsfille mit entsprechend
hoher oder geringer Lastsituation, Winderzeugung oder Photovoltaikaufkommen. Zusitzlich
kann fiir geeignete Leitungselemente bspw. Freileitungsmonitoring beriicksichtigt werden.
Innerhalb technischer Betriebsgrenzen von Netz und Kraftwerken werden sog. Extremfille

jeweils mit Marktmodell und DC-Lastflussmodell mit Kraftwerkseinsatz simuliert.

Durch die Kombination aus Szenario- und Extremfallrechnungen'™ erweitert sich das Analyse-
spektrum, womit die Vielfalt der untersuchten Fille steigt. Zudem ergibt sich die Moglichkeit einer
zeitlichen Beobachtung des Gesamtsystems'® innerhalb eines Jahres bzw. iiber einen Zeitraum
mehrerer Jahre hinweg. Das deutsche Hoéchstspannungsnetz wird mit einer maximal zuldssigen
Belastbarkeit von 70% des thermischen Limits des jeweiligen Netzelementes simuliert. Davon
ausgenommen werden im weiteren Verlauf HGU-Systeme, welche bis zu ihrer maximalen Leistung
belastet werden diirfen. Durch diese Vorgangsweise kénnen deutschlandinterne Netzengpésse, welche
einen Eingriff in den tkonomisch kostenminimalen Kraftwerkseinsatz bedingen (im weiteren Verlauf
als Redispatch bzw. Redispatchmafinahmen bezeichnet) ermittelt und die Wirkung von Mafinahmen
im Netz (Optimierung, Verstirkung und Ausbau) daran gemessen werden. Dennoch kann die system-
immanente Beriicksichtigung des Auslandes'® und die daraus resultierende Netzbelastung im Ausland
eine Aussage dariiber erméglichen, wie sich Mafinahmen im deutschen Héchstspannungsnetz auf das

Ausland auswirken'"".

4.4.1 Beschreibung der durchgefuhrten Szenariorechnungen mit ATLANTIS

Die durchgefiihrten Szenariorechnungen werden in den folgenden Abschnitten genauer beschrieben. In
allen Simulationen mit ATLANTIS gilt die Annahme, dass das sog. Startnetz bereits 2012 vollkommen
realisiert ist. Das Startnetz enthilt neben dem aktuellen 220/380-kV-Bestandsnetz auch die sog.

EnLAG-Mafinahmen ebenso wie weitere fortgeschrittene Netzprojekte.

4.4.1.1 Beschreibung der Szenariorechnung im Startnetz (ohne Overlaykorridore)
Im Basislauf (Nullvariante) wird beginnend im Jahr 2012 bis zum Jahr 2032 in Jahresschritten das
Kraftwerksszenario B laut Szenariorahmen (Bundesnetzagentur, 2012a) mit ATLANTIS simuliert.

Diese Szenariorechnung gilt als Nullvariante, in welcher abgesehen von den im Startnetz enthaltenen

104 Die komplementire Verwendung von Szenario- und Extremfallrechnungen wurde erstmals im Rahmen der elek-
trizitdtswirtschaftlichen Simulationen mit ATLANTIS fiir den Masterplans 2030 der Austrian Power Grid
(APG, 2013) verwendet. (Reich et al., 2012)

105, B. Integration ernecuerbarer Enecrgien, Auslastung von Transportkorridoren, Verinderung des Kraftwerksein-
satzes thermischer Kraftwerke (Volllaststunden), etc.

106 1y ATLANTIS wird in jedem Durchlauf das gesamte abgebildete synchrone Netzgebiet ENTSO-E Kontinental-
europa simuliert. Dies betrifft sowohl die Gesamtmarktrechnung, das Marktmodell (Market Coupling mit NTC)
als auch die DC-OPF-Rechnung. Dadurch wird die Gesamtsystemgebundenheit im européischen Elektrizitéts-
binnenmarkt bestmoglich abgebildet.

07 Aufgrund der Annahme, dass innerdeutsche Netzausbaumafnahmen keinen Einfluss auf die NTC-Werte haben,
ergeben sich bei Betrachtung desselben Zeitpunktes unabhéngig von Netzmafinahmen in Deutschland dieselben
Marktergebnisse. Im DC-OPF-Modell werden unter Minimierung von internationalen Redispatchmafinahmen die
physikalischen Lastfliisse berechnet.
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Netzausbaumafinahmen in Deutschland keinerlei Netzoptimierung, Netzverstirkung und Netzausbau
stattfindet. Diese Szenariorechnung gilt als Vergleichsbasis fiir die Wirkung der untersuchten
Overlayvarianten bspw. auf den Kraftwerkseinsatz (Umfang an netzsicherheitsbedingtem Redispatch),
die Integration erneuerbarer Energien oder die Netzbelastung im Ausland (Ringfliisse). Dadurch sind
wesentliche Aspekte der EU-Energiepolitik (RES-Integration, Binnenmarkt) im Fokus der Analysen
und konnen basierend auf ATLANTIS-Simulationen mit Zahlen belegt werden.

4.4.1.2 Beschreibung der Szenariorechnungen mit Overlaykorridoren

Grundsitzlich allen Varianten mit einem oder mehreren Overlaykorridoren gemein sind das zugrunde
gelegte Entwicklungsszenario B des deutschen Kraftwerksparks bis zum Jahr 2032 (mit der Stiitzstelle
B-2022) sowie das Startnetz fiir das 220/380-kV-Hochstspannungsnetz in Deutschland.

Variante A. In der ersten Variante steht die Wirkung von Korridor Al (Abbildung 69) von Nord-
deutschland nach Nordrhein-Westfalen im Jahr 2032 im Fokus der Analysen. Die
obere Leistungsgrenze eines HGU-Systems wird, entsprechend dem von ENTSO-E an-
genommenen Referenzausfall im synchronen Netzgebiet (ENTSO-E, 2011b), bei 3 GW
angesetzt. Ebenso wird die technische Reife und Marktverfiigbarkeit derartiger HGU-
Leitungen vorausgesetzt. Beziiglich der Ubertragungsleistung wird zunichst die An-
nahme von dreimal 3 GW in Korridor A1l getroffen. Damit steht eine Ubertragungs-
leistung von 9 GW zur Verfiigung, wodurch gemessen am ermittelten Nord-Siid-Trans-
portbedarf von iiber 20 GW rund die Hilfte in Form eines steuerbaren Netzelements

angenommen wird.

Abbildung 69: steuerbare Transportkorridore A1, A2 und B

Variante B. Die zweite Variante beriicksichtigt zuséitzlich zu Korridor A1 auch den Teilkorridor A2
mit einer Leistung von 9 GW (drei Systeme mit je 3 GW). Der Korridor verliuft
von Nordrhein-Westfalen in Richtung Siidwesten Deutschlands (Abbildung 69).

Variante C. In der dritten Variante steht die Wirkung von Korridor B (Abbildung 69) in Verbin-
dung mit den Korridoren Al und A2 im Fokus der Analysen. Zusitzlich zur Ubertra-

gungskapazitit von 9 GW in Korridor A wird Korridor B mit drei Systemen zu je
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2 GW in den ATLANTIS-Rechnungen beriicksichtigt. Damit ergibt sich eine Nord-
Siid-Kapazitit von insgesamt 15 GW und damit rund drei Viertel des ermittelten
Nord-Siid-Transportbedarfs von iiber 20 GW. Zusiitzlich werden AC-NOVA-Mafinah-

men'”® beriicksichtigt.

Variante D. In der vierten Variante wird unter Beibehaltung der in Variante C angenommenen
Korridore (Al, A2 und B) sowie der angenommenen AC-NOVA-Mafinahmen zur Be-
urteilung der Sensitivitit von NTC-basiertem Engpassmanagement auf den Redis-

patchumfang in Deutschland der NTC-Wert an sensitiven Grenzen veréndert.

Variante E. In dieser Variante wird abhiingig von der Inbetriebnahme der leistungsstarken Off-
shorewindparks im Szenario B eine zeitlich gestaffelte Inbetriebnahme der insgesamt
sechs modellierten HGU-Systeme'” vorgenommen und mit der Basisvariante insbe-
sondere hinsichtlich Redispatchumfang verglichen. Somit werden die Teilkorridore Al
und A2 in Abhingigkeit der im Rahmen der zeitlichen Entwicklung des Szenarios B

getroffenen Annahmen zeitlich zwischen 2018 und 2028 in Betrieb genommen.

4.4.2 Ergebnisse der Szenariorechnungen mit ATLANTIS

Unter der Annahme einer durchschnittlichen Erzeugung aus den dargebotsabhiingigen erneuerbaren
Energiequellen (Windkraft, PV und Wasserkraft) werden 48 Market Coupling Rechnungen mit Kraft-
werkseinsatz laut Handel und darauf aufbauend 48 DC-Lastflussrechnungen mit Kraftwerkseinsatz
unter Beriicksichtigung des Hochstspannungsnetzes und des Handelsergebnisses berechnet und

anschlieend mit dem Basislauf (Nullvariante) verglichen.''’

4.4.2.1 Ergebnisse der Szenariorechnung im Startnetz (Nullvariante)

Aufgrund sicherheitsrelevanter Netzengpésse, welche im DC-Lastfluss von ATLANTIS durch die 70%-
Grenze modellhaft abgebildet werden, ist es zeitweise notwendig, Kraftwerke in ihrer Produktion
einzuschrinken (negativer Redispatch) und im gleichen Umfang nicht marktfihige Kraftwerke hochzu-
fahren (positiver Redispatch), um einen sicheren und zuverlissigen Netzbetrieb''! (in ATLANTIS) ge-
wihrleisten zu konnen. Wegen fehlender Informationen iiber die exakten spezifischen Redispatchkosten
bzw. iiber bilaterale Abkommen zwischen Netzbetreibern und Kraftwerksbetreibern wird in ATLAN-
TIS ein kostenminimaler Redispatch unter Beriicksichtigung der variablen FErzeugungskosten der
Kraftwerke vollzogen. Daraus ergibt sich eine vorwiegend durch den Brennstoffpreis beeinflusste
Reihenfolge der Eignung bestimmter Kraftwerkstypen fiir den kostenoptimalen Redispatch. Aufgrund
der geringen variablen Erzeugungskosten dargebotsabhingiger Erzeugung aus Windkraft, Wasserkraft
oder Sonnenenergie (Photovoltaik) wird ein (negativer) Redispatch dieser Erzeugung als eine der

letzten Mafinahmen (u/tima ratio) zur Entlastung des Netzes herangezogen.

1% Diese AC-NOVA-MaBnahmen im Drehstromnetz stammen aus dem am Energie Zentrum Graz durchgefiihrten
Gutachten NEMO II (Stigler et al., 2012a) und wurden vom Institut fiir Elektrische Anlagen der Technischen
Universitdt Graz ermittelt.

19 Korridor A1 mit drei Systemen a 3 GW, Korridor A2 mit drei Systemen a 3 GW

"0 Eine umfassende Darstellung und Diskussion der Ergebnisse erfolgte bereits im Gutachten NEMO II (Stigler et
al., 2012a, ff.58-90) durch den Autor dieser Dissertation.

"' Die Bezeichnung ,,sicherer und zuverlissiger Netzbetrieb“ bezieht sich hierbei auf die Modellintegration im DC-
Lastfluss in ATLANTIS. Tatséchlich spielen im Netzbetrieb in der Praxis wesentlich mehr Faktoren (z.B.
statische und dynamische Stabilitét) eine entscheidende Rolle fiir den sicheren und zuverlédssigen Netzbetrieb.
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Der Basislauf (Abschnitt 4.4.1.1) zeigt den in Abbildung 70 dargestellten Verlauf des Redispatches im
Zeitraum 2012 bis 2032. Dabei wird fiir das jeweilige Jahr die gesamte Energiemenge an positivem
Redispatch im Untersuchungsgebiet Deutschland aufsummiert und der Jahressumme an negativem
Redispatch gegeniibergestellt. Verglichen mit dem aus der ATLANTIS-Simulation stammenden
Redispatchumfang im Jahr 2012 (rund +6,7 TWh/a) steigt der Umfang an Redispatchmafinahmen bis
2014 um mehr als 100% auf rund +15 TWh/a an. Die Verdopplung des Redispatchumfangs deutet
bereits im kurzfristigen Zeitraum auf zunehmende Schwierigkeiten im bestehenden Héchstspannungs-
netz hin (vgl. Abbildung 12 auf Seite 21). Diese erreichen bereits in den kommenden Jahren das
Niveau von 2021, wodurch die Dringlichkeit von angemessenen NOVA-Maflnahmen untermauert wird.
Abbildung 70 zeigt insbesondere einen deutlichen Anstieg des Umfangs an Redispatch ab dem Jahr
2022. Dies diirfte in erster Linie auf die AuBerbetriebnahme der deutschen Kernkraftwerke zuriickzu-
fiihren sein. Damit fehlt netztechnisch betrachtet verbrauchsnahe und leistungsstarke Grundlast-
erzeugung in der Merit Order der variablen Erzeugungskosten. Zunehmend kann ab 2022 auch ein
negativer Redispatch der Windkraft beobachtet werden. Dies bedeutet, dass im Startnetz zunehmend

strukturelle Engpiisse auftreten werden, welche die Integration der Windkraft verhindern.
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Abbildung 70: Verlauf der jéhrlich kumulierten Redispatchenergie je Kraftwerkstyp zwischen 2012 und 2032 (Sze-

nario B aus dem Szenariorahmen des NEP 2012) basierend auf der ATLANTIS-Simulation in der Nullvariante

(Startnetz ohne Overlaykorridore)''?

Im Jahr 2022 betréigt die gesamte in ATLANTIS ermittelte Redispatchmenge rund £20 TWh. Dies
bedeutet, dass Kraftwerke netzbedingt ihre Produktion gegeniiber dem Marktergebnis drosseln miissen
und im selben Umfang von 20 TWh/a nicht marktfihige Kraftwerke ins Netz einspeisen. Rund 2 TWh
aus dargebotsabhingiger Erzeugung, davon 1,5 TWh aus Windkraft, 0,3 TWh aus Wasserkraft und

weitere 0,2 TWh aus Photovoltaik sind 2022 von derartigen Produktionseinschréinkungen betroffen.

12 Vereinzelnd kommt es vor, dass internationaler bzw. regelzoneniiberschreitender Redispatch fiir einen sicheren
Netzbetrieb (DC-Lastfluss) notwendig ist. Daher entspricht die Jahressumme des positiven Redispatches in
Deutschland nicht exakt in jedem Jahr der Summe des negativen Redispatches.
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Das Modellergebnis zeigt mit +£89 TWh fiir das Jahr 2032 einen verglichen mit dem Jahr 2022 deutli-
chen Zuwachs an netzentlastenden Redispatchmafinahmen. Den mit Abstand grofiten Anteil an negati-
vem Redispatch unter den erneuerbaren Energieerzeugungstechnologien nimmt im Jahr 2032 mit
29,4 TWh die Windkraft ein. Davon sind Onshorewindkraftanlagen im Umfang von 19,3 TWh und
Offshorewindkraftanlagen im Umfang von 10,1 TWh betroffen. Bei einer Gesamtjahreserzeugung von
rund 223 TWh/a im Jahr B-2032 mit Startnetz bedeutet dies eine netzbedingte Nichtintegration der
Windkraft im Umfang von 13,2%. Dies ist ein deutliches Signal fiir die Notwendigkeit von Netzausbau.
Der im Modell ermittelte hohe Umfang an Eingriffen in den Kraftwerkseinsatz zur Gewihrleistung
eines sicheren Netzbetriebs ist in der Praxis des Netzbetriebs nicht zu bewerkstelligen, aufgrund hoher
Kosten wirtschaftlich nicht vertretbar und stellt daher keineswegs eine Alternative zum Netzausbau

dar.

Betrachtet man die thermischen Kraftwerke in Abbildung 70 so ist diesen eine besondere Bedeutung
fiir den sicheren und zuverldssigen Netzbetrieb beizumessen. Die im Szenariorahmen fiir Szenario B
vorgesehenen neuen thermischen Kraftwerke stehen im Wettbewerb mit Bestandskraftwerken. In
Anbetracht der hohen Durchdringungsraten erneuerbarer Energien ist eine Betrachtung der Ent-
wicklung der Volllaststunden'® thermischer Kraftwerke ein wesentlicher Indikator fiir die Robustheit
des Szenarios. Braunkohlekraftwerke zeigen die hochsten Volllaststunden, gefolgt von Steinkohlekraft-
werken und Erdgaskraftwerken. Redispatchmafinahmen haben einen Einfluss auf den aus dem Markt
resultierenden Kraftwerkseinsatz und damit auch auf die tatsiichlichen Volllaststunden. Hinzu kommt,
dass bei derzeitigem Marktsystem (energy only market) kaum Investitionsanreize fiir den Neubau
bedarfsgerechter Kraftwerke bestehen. Die Auswirkung der Standortwahl konventioneller Kraftwerke

wird in einer Analyse untersucht, deren Ergebnisse in Abschnitt 4.5 dargestellt sind.

Da von der rein energetischen Betrachtung auf Jahresbasis kein Riickschluss auf den jeweils momen-
tanen Leistungsumfang fiir Redispatchmafinahmen moglich ist, werden fiir die Jahre 2022 und 2032
exemplarisch Starklast- und Schwachlastfille im Winter und im Sommer untersucht. Dabei zeigt sich
insbesondere fiir Lastfille im Winter Offpeak ein erheblicher Eingriff in den Kraftwerkseinsatz gegen
den Marktpreis. Im Jahr 2022 liegt der Umfang an Redispatch bei 45,1 GW. Dabei werden fiir diesen
Fall rund 50% der Gesamtlast aus dargebotsabhiingigen Energiequellen (grofitenteils aus Windkraft)
am Markt gedeckt. Nach Redispatch sinkt diese Quote auf 45% ab. Im Jahr 2032 betréigt der
Leistungsumfang fiir Redispatch im Winter Offpeak Zeitpunkt auf +17,9 GW bzw. -18,9 GW)""
Hauptséchlich betroffen davon ist die am Markt angebotene bzw. verfiigbare Erzeugung aus Wind-
kraft, welche aufgrund von Netzengpissen im Startnetz nicht dem Marktergebnis entsprechend in das
Hoéchstspannungsnetz einspeisen kann. Von den rund 19 GW an negativem Redispatch stammen in

diesem Offpeak-Zeitpunkt im Winter 2032 allein 15,5 GW aus Windkraftanlagen. Diese werden in der

"3 Unter Berticksichtigung kraftwerksspezifischer Wartungs- und Verfiigbarkeitsfaktoren ergeben sich maximale
theoretisch erreichbare Volllaststunden je Kraftwerkstyp. Abhiingig vom Brennstoff- und CO,-Preisszenario
sowie dem altersbedingten Wirkungsgrad der Kraftwerke ergibt sich die Reihenfolge in der Merit Order der
variablen Erzeugungskosten. Das den ATLANTIS-Simulationen zugrundegelegte Brennstoffpreisszenario bewirkt
fiir den Kraftwerkseinsatz laut Markt, dass Braunkohlekraftwerke vor Steinkohlekraftwerken und vor
Erdgaskraftwerken eingesetzt werden. Eine strikte Trennung von Steinkohlekraftwerken und Erdgaskraftwerken
in der Merit Order ist aufgrund der unterschiedlichen Altersstruktur einzelner Kraftwerke sowie der teilweisen
Wairmeauskopplung bestimmter Kraftwerke nicht moglich.

""" Die national betrachtet nicht ausgeglichene Redispatchbilanz von -1 GW lisst sich dadurch erkliren, dass der
sichere Netzbetrieb (DC-Lastfluss) erst durch internationalen Redispatch sichergestellt werden kann.
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Simulation mit ATLANTIS vorwiegend durch thermische Erzeugung aus Steinkohle und FErdgas
ersetzt. Die Marktquote der erneuerbaren Energien betrigt in diesem fiir 2032 betrachteten Winter-
Offpeak-Fall 77%, nach Redispatch liegt sie lediglich bei 47%. Daraus ldsst sich ableiten, dass im
Zeitverlauf zwischen 2022 und 2032 bei unverdndertem Hochstspannungsnetz (Startnetz, Nullvariante)
die Hiufigkeit der Eingriffe seitens der Netzbetreiber in den Kraftwerkseinsatz in Form von Redis-
patchmafinahmen stark zunehmen wiirde und gleichermafien die RES-Integration deutlich abnimmt.
Diese Ergebnisse untermauern deutlich die Notwendigkeit von Netzverstirkungen und Netzausbau im

deutschen Hochstspannungsnetz.

Zusammenfassend lidsst sich aus der Szenariorechnung ohne Overlaykorridore die Notwendigkeit
umfangreicher Netzverstirkungs- und NetzausbaumafBinahmen ableiten. Dabei ist bereits kurzfristig mit
einem erheblichen Anstieg der Redispatchmafinahmen zu rechnen. Mittelfristig (2022) und insbeson-
dere langfristig (2032) ist der im Modell ermittelte Redispatchumfang als deutlicher Indikator fiir die
Notwendigkeit von Netzmafinahmen zu interpretieren. Der Leistungsumfang der gezeigten Redispatch-
mafBnahmen im Ausmafl von nahezu 20 GW in 2032 wiirde fiir den Netzbetrieb in der Praxis, wenn
iiberhaupt, nur mit erheblichen Anstrengungen zu bewéltigen sein. Zudem stellen Redispatchmafinah-
men keine wirtschaftliche Alternative zum Netzausbau dar, vielmehr dient das Ausmafl an Eingriffen
in den tkonomisch optimalen Kraftwerkseinsatz als elektrizitédtswirtschaftlich geprigter Indikator fiir
die Notwendigkeit des Netzausbaus. Eine Vermeidung von Eingriffen in den Kraftwerkseinsatz durch
netzseitiges Engpassmanagement (Sonderschaltungen) ist zwar grundsiitzlich moglich, aber eine Maf-
nahme, die dem operativen Netzmanagement vorbehalten bleiben soll, um auf situative Engpésse
(bspw. Leitungs- oder Kraftwerksrevision) reagieren zu konnen. Eine umfangreiche Beriicksichtigung

derartiger Mafinahmen in der langfristigen Netzplanung ist daher nicht zielfithrend.

Inwiefern ein Overlaynetz fiir den zielgerichteten und steuerbaren Stromtransport iiber hohe Ent-
fernungen eine zweckdienliche Antwort auf den Wandel im Erzeugungssystem in Deutschland ist, ist

Gegenstand der Analysen, deren Ergebnisse in den folgenden Abschnitten erdrtert werden.

4.4.2.2 Ergebnisse der Szenariorechnungen mit Overlaykorridoren (Variante A, B und C)

In Variante A wird nur Korridor Al zwischen Norddeutschland und Nordrhein-Westfalen mit einer
Gesamttransportkapazitit von 9 GW beriicksichtigt. Abbildung 71 vergleicht die Redispatchmengen je
Kraftwerkstyp aus den verschiedenen Szenariorechnungen fiir das Jahr 2032. In Variante A betrigt der
Gesamtumfang der Redispatchmafinahmen +64 TWh und liegt damit rund 30% unter dem Niveau in
der Nullvariante. Insbesondere die Integration der Erzeugung aus Windkraft verzeichnet eine deutliche
Zunahme von 15,4 TWh im Jahr 2032. Das DC-Lastflussergebnis unter Beriicksichtigung der Neben-
bedingungen des Hochstspannungsnetzes zeigt damit einen hoheren Anteil der erneuerbaren Energien
an der Lastdeckung als in der Nullvariante (nur Startnetz) und damit einhergehend einen geringeren
Anteil CO,-intensiver thermischer Erzeugung aus Steinkohle und Erdgas. Damit ist die positive Wir-
kung des neuen Systemelementes in Form eines HGU-Korridors auch auf klimapolitische Bestrebungen
bspw. hinsichtlich der Reduktionsziele fiir Treibhausgasemissionen feststellbar. Bei Betrachtung des
Leistungsumfangs in ausgewéhlten Zeitpunkten (Winter, Sommer, Peak und Offpeak) zeigt sich zwar
eine Reduktion der Eingriffe in den Kraftwerkseinsatz (gegen den Marktpreis) verglichen mit der Null-

variante, allerdings bedingt der ermittelte Umfang an Redispatchmafinahmen bei alleiniger Reali-
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sierung des HGU-Korridors A1l einen praktisch nicht realisierbaren Netzbetrieb. Daher sind begleitende

MaBnahmen im AC-Netz'"® ebenso wie weitere HGU-Korridore jedenfalls notwendig.

In der Variante B wird zusétzlich zum Teilkorridor A1 auch Teilkorridor A2 im Startnetz beriicksich-
tigt. Teilkorridor A2 wird ebenso wie Teilkorridor A1 mit einer Summentransportleistung von insge-
samt 9 GW bestehend aus drei Systemen zu je 3 GW in ATLANTIS abgebildet. Abbildung 71 zeigt
auch fiir diese Netzvarianten den ermittelten Redispatchumfang. Aus der zusiitzlichen Beriicksichti-
gung von 9 GW Nord-Siid-Transportkapazitit zwischen Nordrhein-Westfalen und dem Siidwesten von
Deutschland resultiert eine weitere Reduktion des Umfangs an Eingriffen in den Kraftwerkseinsatz
gegen den Markt. Mit rund +51 TWh im Jahr 2032 liegt der Redispatch knapp 20% unterhalb der
Variante A.
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Abbildung 71: Vergleich der kumulierten Redispatchmenge in TWh/a im Jahr B-2032 in den Szenariorechnungen
Nullvariante, Variante A (Korridor A1), Variante B (Al und A2), Variante C (Korridor A1, A2 und B) und
Variante D (Korridor A1, A2 und B mit Sensitivitdtsrechnung fiir Engpassmanagement)

Bei der Windkrafterzeugung zeigt sich durch den Korridor A (Al und A2) eine Verbesserung der Inte-
gration im Umfang von 18 TWh im Jahr 2032 verglichen mit der Nullvariante. Zusétzlich zum positi-
ven Effekt auf die Kraftwerkseinsatzkosten und die EE-Integration haben die Teilkorridore A1 und A2
auch reduzierenden Einfluss auf Ringfliisse und eine entlastende Wirkung auf das umliegende Dreh-
stromnetz, wie bereits in den Abschnitten 4.3.2 (Abbildung 64) und 4.3.3 (Abbildung 67) dargestellt

wird.

Die in der Winter Schwachlast im Startnetz (Nullvariante) nicht in das Hochstspannungsnetz inte-
grierbaren 15,5 GW Leistung aus Windkraftanlagen kénnen durch die Beriicksichtigung des gesamten
Korridors A (Al und A2) im Umfang von insgesamt 9 GW Nord-Siid-Transportleistung in Variante B
auf knapp die Hilfte (7,7 GW) reduziert werden. Der Anteil erneuerbarer Energien an der Last-

"5 Der Umfang von NOVA-Mafinahmen im AC-Netz wurde im Gutachten NEMO IT (Stigler et al., 2012a) vom
Institut fiir Elektrische Anlagen der Technischen Universitéit Graz ermittelt.
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deckung nach Redispatch betrégt im Winter-Offpeak-Fall (2032) rund 60%. Damit sinken auch die
Einsatzzeiten konventioneller Redispatch-Kraftwerke, wodurch auch die CO,-Emissionen sinken.
Dennoch ist der Umfang der Redispatchmafinahmen immer noch mafgeblich zu hoch, sodass fiir ein
zukunftsorientiertes und im Betrieb flexibel handhabbares Hochstspannungsnetz weitere Mafinahmen
im AC-Netz'” nach dem NOVA-Prinzip notwendig sind.

In Variante C kann trotz Nord-Siid-Transportleistungen von 15 GW und Ausbaumafinahmen im Dreh-
stromnetz der Umfang an Eingriffen in den Kraftwerkseinsatz in den Szenariorechnungen bedingt
durch strukturelle Engpiisse insbesondere im Nahbereich der HGU-Leitungen im Siiden nicht maBgeb-
lich verbessert werden (Abbildung 71). Es kann gezeigt werden, dass Engpisse insbesondere in den
Schwachlastperioden der Wintermonate einen hohen Anteil am gesamten jihrlichen Redispatch verur-
sachen (Abbildung 72). Bei einem gesamten Redispatchumfang in Variante C von +54 TWh treten
52% in den Wintermonaten November bis Mérz in Schwachlastzeiten auf. Insgesamt sind die Schwach-
lastperioden mit knapp iiber 84% an der gesamten Energiemenge, welche fiir Redispatchmafinahmen
aufgebracht wird, beteiligt. Verantwortlich dafiir ist die o6rtliche Distanz zwischen Aufbringung und
dem geringen Verbrauch in Schwachlastzeiten. Dies fithrt zu einer, verglichen mit Starklastzeiten,
hoheren Belastung des Ubertragungsnetzes. Daraus entstehen strukturelle Engpisse im Hochst-
spannungsnetz, welche in Verbindung mit hohen Exporten im Winter insbesondere in Richtung Alpen

(Pumpspeicherkraftwerke) verstirkt auftreten.

B Winter Schwachlast
@ Ubergang Schwachlast

O Sommer Schwachlast

OWinter Starklast
O Ubergang Starklast
8%
% O Sommer Starklast

Abbildung 72: Prozentuelle Verteilung der jihrlichen Redispatchmenge (Energie) in der Variante C fiir B-2032 aus
der Szenariorechnung mit ATLANTIS

Wie in Abschnitt 3.3.2 beschrieben, ist der Einsatz jeder HGU-Leitung immanenter Bestandteil der
Optimierungsaufgabe im DC-OPF-Modell, welches unter Beriicksichtigung des Handelsergebnisses
(Abschnitt 3.10) und des Hochstspannungsnetzes einen kostenminimalen Kraftwerkseinsatz bestimmt.
Die Einsatzstrategie der HGU-Leitungen kann jedoch nicht als vollstéindig unabhingig vom 220/380-
kV-Netz betrachtet werden, wodurch eine gewisse Gesamtsystemabhingigkeit auch bei den HGU-
Leitungen besteht. Dies fithrt dazu, dass das DC-OPF-Modell in Variante C im Vergleich zu Variante
B nicht zur exakt gleichen kostenoptimalen Losung fithrt. Betrachtet man die Auslastungsdauerlinie
von Korridor Al in Variante A (Abbildung 73) ergibt die ATLANTIS-Simulation eine maximale
Auslastung von knapp 7 GW und eine mittlere Auslastung von rund 5,8 GW. In 90% der gerechneten
Fille liegt die Auslastung iiber 5 GW. Die Beriicksichtigung von Teilkorridor A2 in Variante B fiihrt
zu einem markanten Anstieg in der Auslastung des nordlichen Korridors Al (Abbildung 73).

Zusétzlich zeigt auch Teilkorridor A2 eine relativ stabile Nord-Siid-Auslastung in den 48 DC-OPF-
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Rechnungen. Vergleicht man die Auslastungen der Korridore A1 und A2 in den Varianten A (nur
Korridor A1), B und C (Abbildung 73) zeigt sich eine stabile Auslastungsdauerlinie in den Szenario-
rechnungen mit ATLANTIS. Die vollzogenen Mafinahmen im Drehstromnetz in Variante C fiihren zu
einer Vergleichmiifigung und tendenziellen Steigerung der Auslastung der Teilkorridore A1l und A2.
Korridor B hingegen weist einen wesentlich sensitiveren Verlauf auf. Dies lidsst sich teilweise auf
Engpésse im Nahbereich der siidlichen Ankniipfungsknoten von Korridor B zuriickfiihren. An dieser
Stelle sei nochmals darauf hingewiesen, dass die Szenariorechnungen auf der Annahme einer durch-
schnittlichen Erzeugung der dargebotsabhingigen erneuerbaren Energien basieren. In Extremfalk
rechnungen mit beispielsweise hoher Erzeugung aus Windkraft (Starkwind) ergeben sich deutlich

hohere Auslastungen bis hin zur Bemessungsleistung.

Teilkorridor Al in Variante A === Teilkorridor Al in Variante B Teilkorridor A2 in Variante B
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Abbildung 73: Ergebnis der DC-Lastflussrechnung in ATLANTIS: Auslastungsdauerlinien der Korridore A1, A2
und B in den Varianten A, B und C im Szenariojahr B-2032 (positive Auslastung entspricht Nord-Siid-Richtung)

4.4.2.3 Ergebnisse der Szenariorechnung zur Beurteilung der Sensitivitat von NTC-basiertem
Engpassmanagement auf den Redispatchumfang in Deutschland (Variante D)

Engpassmanagement beruht an den Marktgebietsgrenzen innerhalb der ENTSO-E vorwiegend auf dem
Konzept der Net Transfer Capacitiy. Diese Handelskapazitit wird entsprechend der EU-Verordnung
714/2009/EG (bis Mérz 2011 1228/2003/EG) iiber marktbasierte Methoden (implizite und/oder expli-
zite Auktion) dem Stromhandel zugeteilt. In hochvermaschten Hochstspannungsnetzen wie jenem in
Kontinentaleuropa kann das NTC-Konzept die Netzgebundenheit nicht ausreichend abbilden, was in
weiterer Folge zu hohen Sicherheitsmargen in der Kapazititsberechnung fithrt. Zudem konnen netz-
interne bzw. regelzoneninterne Engpésse (n-1 Verletzungen) die Hohe des NTC-Wertes reduzierend be-
einflussen. Dem gegeniiber stehen sogenannte lastflussbasierte Berechnungsmethoden der Handelskapa-
zitét, deren flichendeckende Realisierung in den n#chsten Jahren vorangetrieben werden soll (vgl.

Abschnitte 3.7 und 3.8).
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Bei Betrachtung der Vergangenheit zeigt insbesondere Italien ein iiber das gesamte Jahr hinweg iiber-
wiegendes Importverhalten (ENTSO-E, 2011a). Durch die Einbringung von NTC-Kapazititen an den
Grenzen bei gleichzeitiger Annahme einer ,Kupferplatte“ innerhalb der Regelzonen wird in hochver-
maschten Netzen wie in ENTSO-E die grundlegende Besonderheit der Netzgebundenheit nur
unzureichend beriicksichtigt. Dies fithrt mit zunehmender Einspeisung aus erneuerbaren Energien
zunichst zu einem Anstieg der Handelsfliisse. Dieser kann im Market Coupling Modell unter Ein-
haltung der NTC-Werte an den nationalen Regelzonengrenzen zustande kommen. Bei anschlieSender
Durchfithrung der Fahrpline unter FEinhaltung des Regelzonensaldos fithren Netzengpisse,
insbesondere innerhalb der Regelzonen, zu umfangreichen Eingriffen in den Kraftwerkseinsatz
(Redispatch). In zunehmendem Mafl miissen im Netzgebiet ENTSO-E CE auch regelzoneniiberschrei-
tende Redispatchmafinahmen ergriffen werden, wobei sich ein signifikanter Zusammenhang zwischen
dem Dargebot erneuerbarer Energien und der Notwendigkeit derartiger Engpassmanagementmaf-
nahmen beobachten lisst. Die Schlussfolgerung daraus ist, dass es zunehmend schwieriger wird robuste
NTC-Werte an den Regelzonengrenzen festzulegen, welche in Anbetracht der hohen Volatilitéit erneu-
erbarer Energieerzeugung die Netzsicherheit zu jedem Zeitpunkt gewihrleiten. Insbesondere in Zeiten
geringer Last sind aufgrund eines zunehmenden MaBes an Uberkapazitiiten giinstiger Erzeugung hohe
horizontale Netzbelastungen zwischen den Regelzonen FEuropas zu erwarten. Der bevorstehende
Strukturwandel (Energiewende) in Deutschland bzw. in ganz Europa mit ortlicher Distanz und zeit-
licher Entkopplung von Erzeugung und Verbrauch, bedingt eine entsprechende Weiterentwicklung des

Marktsystems und des Engpassmanagements.

Das Unvermogen mittels NTC-Modell den européischen Binnenmarkt zu fordern wird in ATLANTIS
durch Variante D untermauert. In dieser Szenariorechnung wird der angenommene NTC-Wert
zwischen der Schweiz und Italien sowie jener zwischen Osterreich!® und Italien fiir das Jahr 2032
halbiert. Durch die Reduktion der Handelskapazitit werden Importkapazititen durch Erzeugung aus
italienischen Kraftwerken ersetzt. Diese Einspeisung wirkt zusétzlich entlastend fiir strukturelle Nord-
Siid-Engpisse. Wie die Auswertung in Abbildung 71 zeigt, ergibt sich durch die Reduktion der NTC-
Werte eine mafigeblich bessere Integration der Windkraft in Deutschland. Vergleicht man das Markt-
ergebnis aus der Szenariorechnung ohne NTC-Verénderungen (Variante C) mit der Szenariorechnung
mit NTC-Halbierung (Variante D) ergibt sich in Variante C (normale NTC-Werte) ein geringfiigig
kostenoptimalerer Kraftwerkseinsatz. National betrachtet steigen die Kraftwerkseinsatzkosten laut
Handel in Variante D insbesondere in Italien an. Dies ist gleichbedeutend damit, dass eine Ver-
knappung der NTC-Werte gegen den Gedanken des européischen Binnenmarktes spricht. Die aus den
geringeren Importen resultierende geringere Netzbelastung fiithrt jedoch zu einem geringeren Ausmaf
an Redispatchmafinahmen, wodurch sich in Variante D (halbierter NTC) ein kostenoptimalerer
(physikalischer) Kraftwerkseinsatz laut DC-OPF-Lastflussmodell verglichen mit Variante C ergibt.
Dies bedeutet, dass physikalische (z.T. regelzoneninterne) Engpisse, welche zukiinftig mit dem Ausbau
erneuerbarer Energien zunehmen, durch die dem NTC-Konzept zugrunde gelegten vereinfachenden
Annahmen nicht ausreichend abgebildet werden. Daher sind mittelfristig lastflussbasierte Ansétze (z.B.
PTDF-Konzept) anstelle von NTC-basiertem Market Coupling notwendig und fiir den Binnenmarkt in

hochvermaschten Hochstspannungsnetzen als effizient zu erachten. Abbildung 74 zeigt die Auslastung

116 . . . . . . o .
% Der Alpenbogen spielt mit seinen Pumpspeicherkraftwerken sowie den hohen Nord-Siid-Transiten zunehmend
eine wichtigere Rolle (Nischler et al., 2012).
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der HGU-Korridore A1, A2 und B in den Varianten C und D. Korridor B zeigt in Variante D eine
hohere Auslastung, wiithrend die Korridore A1 und A2 eine stabile Auslastung in beiden Varianten C
und D aufweisen. Daraus kann der Schluss gezogen werden, dass die Kombination der Teilkorridore A1l
und A2 eine robuste und von europiischen Marktgegebenheiten weitestgehend unabhingige Losung
darstellt.

Der Vollstindigkeit halber muss auf die Unsicherheit bzgl. kiinftiger Netzausbauprojekte fiir den
Zeithorizont 2025 und dariiber hinaus hingewiesen werden. Diese ergeben sich durch die zum der-
zeitigen Standpunkt nicht liickenlose und offentlich zugéngliche Informationslage iiber (nationale)
Netzprojekte im Hochstspannungsnetz der ENTSO-E. Damit kénnen die gezeigten Auswirkungen des

NTC-Konzeptes fiir den Prognosehorizont 2032 durch Netzausbaumafinahmen teilweise geringer

ausfallen.
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Abbildung 74: Auslastungsdauerlinie der HGU-Korridore A und B in der Variante C verglichen mit Variante D
(positive Auslastung entspricht Nord-Siid-Richtung)

4.4.2.4 Ergebnisse der Szenariorechnung bei gestaffelter Inbetriebnahme der Teilkorridore
Al und A2 (Variante E)

In einer weiteren Szenariorechnung fiir Szenario B wird aufbauend auf den Ergebnissen aus den bisher
gezeigten Rechnungen eine zeitlich gestaffelte Inbetriebnahme der einzelnen Systeme (jeweils 3 GW)
der Teilkorridore A1l und A2 angenommen. Dabei wird in dieser Szenariorechnung (Variante E) das
Inbetriebnahmejahr der jeweils drei HGU-Systeme dem im Szenario zugrunde gelegten Inbetriebnah-
mejahr grofler Offshorewindkraftanlagen angepasst. Der in Tabelle 20 dargestellte jahrliche Verlauf der
installierten Offshorewindleistung ist fiktiv und spiegelt keineswegs den aktuellen Planungsstatus von
Offshorewindparks und deren Netzanschluss- bzw. Inbetriebnahmejahr wider. Genehmigungszeiten
(Erzeugungsanlagen und Netzanschluss) sowie Verfiigbarkeit addquater Offshoretechnologie sind nicht

Gegenstand der Uberlegungen zur Inbetriebnahme der HGU-Leitungen. Ziel dieser Variante ist es, die
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Wirkung einer zeitlich verteilten Inbetriebnahme einzelner Teilkorridore im Gesamtsystem bzw. auf

den Kraftwerkseinsatz (Redispatch und RES-Integration) darzustellen.

Tabelle 20: Angenommene zeitliche Entwicklung der Offshoreleistung (Nordsee) und die angenommene gestaffelte
Inbetriebnahme der Teilkorridore Al und A2 (jeweils 3 Systeme & 3 GW) in Variante E

Jahr Windkraft Teilkorridor Al Teilkorridor A2
Nordsee [MW] [MW] [MW]
2018 3.157 3.000 -
2019 3.157 3.000 3.000
2020 3.157 3.000 3.000
2021 3.157 3.000 3.000
2022 3.315 3.000 3.000
2023 3.315 3.000 3.000
2024 3.315 3.000 3.000
2025 4.294 6.000 3.000
2026 4.294 6.000 6.000
2027 5.121 9.000 6.000
2028 5.121 9.000 9.000
2029 5.121 9.000 9.000
2030 6.100 9.000 9.000
2031 6.100 9.000 9.000
2032 6.926 9.000 9.000

Abbildung 75 stellt den jdhrlichen positiven und negativen Redispatch in Energieeinheiten im Zeit-
verlauf von 2012 bis 2032 bei zeitlich gestaffelter Inbetriebnahme der HGU-Systeme in den Korridoren
Al und A2 dar. Ebenso dargestellt ist die einhiillende Kurve aus der Nullvariante (Startnetz ohne
HGU) entsprechend Abbildung 70.
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Abbildung 75: Verlauf der jihrlich kumulierten Redispatchmenge je Kraftwerkstyp in Variante E zwischen 2012
und B-2032 bei zeitlich gestaffelter Inbetriebnahme der Teilkorridor A1 und A2 verglichen mit dem Verlauf des
Redispatchumfangs in der Nullvariante (dargestellt in Form der Hiillkurve, vgl. Abbildung 70)
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Dabei bewirkt bereits die Inbetriebnahme der ersten jeweils 3 GW HGU-Leitungen in Korridor Al
(2018) und A2 (2019) eine spiirbare Reduktion der notwendigen Eingriffe in den Kraftwerkseinsatz um
rund 2 TWh/a. Bis zum Jahr 2021 kann durch die angenommene Transportkapazitéit von jeweils
3 GW in Al und A2 annihernd ein Drittel des Redispatches verhindert werden. Mit zunehmendem
Verlauf der Simulation und damit einhergehender Zunahme der installierten Leistung erneuerbarer
Energietechnologien (v.a. Windkraft) zeigt sich die zukunftssichere und nachhaltige Wirkung der Teil-
korridore A1l und A2. Dies gilt insbesondere in Verbindung mit der Zunahme der Transportkapazitét
der Korridore A1 und A2 bis zum Jahr 2028. Der Redispatchumfang im Jahr 2032 betrigt +51 TWh
(dquivalent zu Variante B, vgl. Abbildung 71).

Zusammenfassend kénnen folgende Ergebnisse aus den Szenariorechnungen (Nullvariante und Varian-

ten A-E) festgehalten werden:

o Im Zeitraum 2012 bis 2022 bleibt das Ausmafl an notwendigen Eingriffen in den Kraftwerks-
einsatz in Form von Redispatchmafinahmen in der Nullvariante verglichen mit dem Zeitraum
2023 bis 2032 geméfigt, wenngleich sich bereits bis 2015 eine Verdopplung des Umfangs an
Redispatchmafinahmen verglichen mit 2012 erkennen ldsst. Im Zeitraum 2023 bis 2032 steigt
der Umfang an netzentlastenden Eingriffen in den Kraftwerkseinsatz (Redispatch) massiv an.
Zunehmend kommt es zu netzbedingten Produktionseinschrinkungen von Erzeugung aus er-
neuerbaren Energien, allen voran aus Windkraft (knapp 30 TWh/a bzw. 13% der Jahreserzeu-
gung im Jahr 2032). Aufgrund zunehmender Engpiisse im Startnetz wird die nicht integrier-
bare Erzeugung aus Windkraftwerken durch nicht marktfihige thermische Kraftwerke (Stein-
kohle-, Erdgaskraftwerke) ersetzt. Dieser Effekt hat zwar einen positiven Einfluss auf die Voll-
laststunden thermischer Kraftwerke, fiihrt aber gleichzeitig zu einer Erhohung der CO,-Emis-
sionen. Der gezeigte Leistungsumfang von Redispatchmafinahmen bis nahezu 420 GW ist fiir
den Netzbetrieb in der Praxis kaum zu bewiiltigen, mit sehr hohen Kosten verbunden und

stellt damit keine Alternative fiir Netzausbau dar.

e Aus den Szenariorechnungen mit den Overlaykorridoren Al und A2 (Varianten A, B und E)
wird die positive Wirkung eines Systemelementes im Hochstspannungsnetz, welches einen ge-
richteten Stromtransport iiber grofle Entfernungen ermdoglicht, deutlich. Durch die Korridore
Al und A2 zeigt sich eine deutliche Reduktion des Redispatches im Vergleich zur Nullvariante
(ohne Korridore). Eine schrittweise Inbetriebnahme in Abstimmung mit den Ausbauplénen fiir
Windkraft im Norden Deutschlands (Variante E) erscheint hinsichtlich Planungssicherheit und
im Sinne einer robusten Netzausbauplanung sinnvoll. Weiters sind geeignete Maflnahmen im
Drehstromnetz nach dem NOVA-Prinzip fir die systemoptimale Einbindung der HGU-
Leitungen erforderlich. Weitere steuerbare Nord-Siid-Transportkapazitéiten sind zudem fiir ein

zukunftsorientiertes und im Betrieb flexibel handhabbares Héchstspannungsnetz notwendig.

e Die Teilkorridore A1 und A2 zeigen in der Szenariorechnung Variante C eine dauerhaft hohe
Auslastung in Nord-Siid Richtung, woraus sich die Robustheit fiir den Korridor A im Westen
Deutschlands ableiten lidsst. Korridor B hingegen zeigt eine iiber das Jahr sensitivere Aus-
lastung, welche durch Anwendung lastflussbasierter Marktmodelle und damit einhergehender
besserer Abbildung der Netzgebundenheit im Stromhandel stabilisiert werden kénnte. Der

Redispatch tritt in iiber 80% der Félle in Perioden mit geringer Last auf. Dies ist auf die ortli-
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che Distanz zwischen volatiler Erzeugung und Verbrauch zuriickzufithren. Daraus resultieren
hohe horizontale Lastfliisse (Transite). Strukturelle Engpéisse im Hochstspannungsnetz bedin-

gen in weiterer Folge den Redispatch von Kraftwerken gegen den Markt.

4.4.3 Beschreibung der durchgefiuihrten Extremfallrechnungen mit ATLANTIS

Infolge der Szenariorechnungen wird in ATLANTIS der Extremfall ,Starklast, Starkwind, schwache
Erzeugung aus Photovoltaik“ angelehnt an den Netznutzungsfall L+W+P- aus dem Gutachten NEMO
I (Consentec/TAEW, 2012) analysiert. In ATLANTIS erfolgt aufgrund des Modellcharakters implizit
die Beriicksichtigung des Gesamtsystems aus Kraftwerken, Ubertragungsnetz und Verbrauch im
gesamten kontinentaleuropiischen synchronen Netzgebiet sowohl durch ein europiisches Market
Coupling Modell als auch durch das Redispatchmodell basierend auf dem DC-Lastfluss.
Unterschiedliche Mafinahmen im Hochstspannungsnetz (Freileitungsmonitoring, HGU-Korridore)
konnen somit verglichen werden. Die untersuchten Netzvarianten werden nachfolgend kurz be-

schrieben.

e  Wie in den Szenariorechnungen wird die Nullvariante (Startnetz) als Vergleichsberechnung fiir

weitere Extremfallrechnungen herangezogen.

e Fiir die Netzvarianten mit einem steuerbaren Korridor (Variante A und B) wird in der be-
trachteten Starkwindsituation die Wirkung von Freileitungsmonitoring (FLM)"" in Kombina-

tion mit steuerbaren Korridoren betrachtet. Analysiert werden die Jahre 2022 und 2032.

e Auch fiir die Variante mit zwei steuerbaren Transportkorridoren wird FLM in Betracht gezo-
gen. In den ausschliellich fiir das Jahr 2032 durchgefiihrten Extremfallrechnungen wird zudem
die Wirkung von NOVA-MafBinahmen im 220/380-kV-Netz'"® in Kombination mit FLM und

steuerbaren Korridoren untersucht.

Das Simulationsergebnis der Leistungsdeckungsrechnung mit ATLANTIS (Marktmodell) fiir den
Extremfall ,Starklast, Starkwind, schwache PV-Erzeugung*® ist fiir das Jahr 2032 bereits in Abbildung
61 dargestellt. Zudem zeigt Abbildung 62 die Handelsfliisse'” sowie die grenziiberschreitenden physika-
lischen Lastfliisse'® fiir das Jahr 2032. Abbildung 76 stellt die Ergebnisse der Leistungsdeckung des be-
trachteten Extremfalles fiir die Jahre 2022 und 2032 gegeniiber. Abbildung 77 stellt einen Ausschnitt
aus dem europaweiten Snapshot fiir die Exporte und Importe je Regelzone im Extremfall im Startnetz
(Nullvariante) dar. Auf der linken Seite ist das Ergebnis aus dem Marktmodell (Market Coupling) dar-
gestellt. Basierend auf diesem Ergebnis (Regelzonensaldo) sind rechts die physikalischen grenziiber-

schreitenden Lastfliisse aus dem DC-OPF-Modell abgebildet.

"7 In den Berechnungen mit Freileitungsmonitoring (FLM) wird aufgrund der im Extremfall zugrunde gelegten
Starkwindsituation eine hohere Belastbarkeit der Hochstspannungsleitungen angenommen. Dazu werden die
Potenziale fiir Starkwind aus den Planungsgrundsitzen der Ubertragungsnetzbetreiber herangezogen (50hertz,
Amprion, TenneT, Transnet BW, 2012¢, S.15ff.).

"8 Der Umfang von NOVA-MaBnahmen im AC-Netz wurde im Gutachten NEMO II (Stigler et al., 2012a) vom
Institut fiir Elektrische Anlagen der Technischen Universitit Graz ermittelt.

"9 Ergebnis des NTC-basierten Market Coupling Modells in ATLANTIS.

20 Ergebnis des DC-OPF-Modells basierend auf dem Market Coupling Modellergebnissen in ATLANTIS geméif
der in Abschnitt 3.10 gezeigten Methodik.
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Abbildung 76: Leistungsdeckung fiir Deutschland fiir den Extremfall ,Starklast, Starkwind, schwache PV-Erzeu-
gung“ im Jahr 2022 (linker Balken) und 2032 (rechter Balken) (Szenario B) (Marktergebnis in ATLANTIS)

Der Unterschied zwischen der Handelsbilanz (18,5 GW) und jener laut DC-OPF-Modell (17,5 GW)
beruht auf der Notwendigkeit von grenziiberschreitendem Redispatch im Umfang von 1 GW. Um die
Netzrestriktionen im DC-Lastfluss nicht zu verletzen, muss der Export gegeniiber dem Marktergebnis
reduziert werden. Diese Mafinahme wird erst nach Ausschopfen der Moglichkeiten durch Regeltransfor-
matoren und nationalem Redispatch ergriffen (vgl. Abbildung 50 Seite 85) und kann damit als qualita-

tiver Hinweis auf eine kritische Netzsituation gewertet werden.
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Abbildung 77: ATLANTIS-Snapshots fiir B-2022 laut Market Coupling mit NTC (links) und laut physikalischem
DC-Lastflussmodell (kostenminimaler Redispatch im Startnetz) (rechts) im Extremfall'*'

21 Die Marktzonenpreise stammen aus dem Market Coupling Modell und sind als nominelle Angaben in €/MWh
zu interpretieren. Die Farbgebung der Pfeile spiegelt die Auslastung des NTCs bzw. des thermischen Limits der
grenziiberschreitenden Leistung (Summe aller Leitungen) wider, wobei rot der maximal zuldssigen Auslastung
entspricht. Physikalisch ergeben sich die Wirkleistungsfliisse entsprechend der DC-OPF-Berechnung.
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4.4.4 Ergebnisse der Extremfallrechnungen mit ATLANTIS

Im nachfolgenden Abschnitt werden die wesentlichen Ergebnisse der Extremfallrechungen fiir die Jahre
2022 und 2032, durchgefiihrt mit dem Simulationsmodell ATLANTIS, dargestellt.

Ergebnisse fur das Jahr 2022

Abbildung 78 zeigt fiir die durchgefiihrten Extremfallrechnungen jeweils den Umfang an notwendigen
Redispatchmafinahmen im betrachteten Extremfall ,Starkwind, Starklast, schwache PV-Erzeugung*
fir das Jahr 2022. Da keine der angenommenen Netzmafinahmen, weder FLM noch HGU-Leitungen,
einen Einfluss auf die Handelskapazitéiten an den Grenzkuppelstellen (NTC) hat, ist das Marktergebnis
in allen Netzvarianten gleich. Demzufolge haben die in Abbildung 78 dargestellten Redispatchmengen
(Differenz zwischen Marktergebnis und Ergebnis aus DC-OPF-Modell) alle denselben Kraftwerksein-

satz laut Markt als Bezugsgrofle und konnen somit direkt miteinander verglichen werden.
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Abbildung 78: Vergleich der Redispatchleistung aus ATLANTIS in unterschiedlichen Netzvarianten in der Ex-
tremfallrechnung ,Starkwind, Starklast, schwache PV-Erzeugung® im Jahr 2022 ohne begleitende AC-NOVA-
Mafinahmen und fallweisem Freileitungsmonitoring (FLM).

In der ersten Variante werden die Teilkorridore A1 und A2 mit einer maximalen Ubertragungsleistung
von 9 GW beriicksichtigt. Die Korridore A1 und A2 verbinden den windkraftintensiven Nordwesten
Deutschlands mit den verbrauchsstarken Gebieten in Nordrhein-Westfalen und im Siidwesten Deutsch-
lands. Die durch den Starkwind hohere zuldssige Belastbarkeit des 220/380-kV-Netzes (Freileitungs-
monitoring) wird in dieser ersten Variante noch nicht beriicksichtigt. Durch die Overlaykorridore Al
und A2 sinkt der Gesamtumfang an Redispatch um gut 50% auf +7,6 GW (Abbildung 78). Auch die
Notwendigkeit von internationalem Redispatch ist durch steuerbare Korridore nicht mehr gegeben. Die
in das Netz nicht integrierbare Erzeugung aus erneuerbaren Energien sinkt verglichen mit der Null-
variante (Startnetz) um zwei Drittel bzw. auf 4 GW ab. Der Snapshot basierend auf den grenziiber-
schreitenden Summenlastfliissen je Grenze (Abbildung 79 rechts) zeigt verglichen mit der Extremfall-

rechnung im Startnetz (Abbildung 79 links) eine deutliche Abnahme der Ringfliisse iiber das Ausland.
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Insbesondere die Grenze zu den Niederlanden und damit auch das niederldndische Hochstspannungs-
netz werden durch die Overlaykorridore A1 und A2 mit rund 2 GW weniger belastet als im Startnetz.
Der Anstieg der Exporte in der Variante mit Korridor A in Richtung Frankreich, Schweiz und
Osterreich kann als Beitrag fiir die Integration des europiischen Binnenmarktes gewertet werden. Der
Elektrizitdtsbinnenmarkt ist neben der Versorgungssicherheit und der Integration erneuerbarer
Energien eine weitere wichtige Grundsiiule der europiischen Energiepolitik. Die Auslastung des
gesamten Korridors liegt in der Netzvariante Startnetz inkl. Teilkorridore A1 und A2 (und ohne FLM)

bei der maximalen thermischen Transportkapazitit von 9 GW.
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Abbildung 79: ATLANTIS-Snapshots fiir 2022 laut physikalischem DC-Lastflussmodell im Startnetz

(Nullvariante) (links) und im Startnetz mit den Korridoren A1 und A2 und ohne FLM (rechts) im Extremfall

JStarkwind, Starklast, schwache PV-Erzeugung“ %2

In drei weiteren Netzvarianten wird die Wirkung von Freileitungsmonitoring und der daraus resultie-
renden hoheren Belastungsgrenze von Leitungen im Drehstromnetz bei Starkwind (50hertz, Amprion,
TenneT, Transnet BW, 2012c) erhoben. Dazu wird zuniichst abwechselnd nur Leitungskorridor Al
bzw. A2 in Kombination mit FLM verwendet. Anschliefend erfolgt eine weitere Netzvariante mit FLM
und beiden Teilkorridoren A1 und A2. Abbildung 78 zeigt die Einfliisse dieser Netzvarianten auf den
Redispatch. Durch die Anwendung von Freileitungsmonitoring kann eine weitere Reduktion des
Umfangs an Redispatchmafinahmen in ATLANTIS gezeigt werden. Im Schnitt sinkt der Umfang von
ehemals in etwa +£15 GW im Startnetz (Nullvariante) auf unter £5 GW ab. Die Netzintegration der
Erzeugung aus erneuerbaren Energien, vorwiegend aus Windkraft, pendelt sich im Bereich 2,9 GW bis
2,5 GW ein. Dabei zeigt die Netzvariante mit Teilkorridor Al in Kombination mit FLM eine gering-
fiigig stidrkere Reduktionswirkung auf den Redispatch als die Netzvariante mit Teilkorridor A2 mit
FLM. In der Variante mit Teilkorridor A2 und FLM (ohne Teilkorridor Al) ist das 220/380-kV-Netz
insbesondere im Nordwesten hoher ausgelastet als in den Varianten mit Teilkorridor Al. In der
Netzvariante mit Teilkorridor Al und mit FLM kann durch die drei DC-Systeme (& 3 GW) eine
deutliche Entlastung des Drehstromnetzes erreicht werden. Zusitzlich ergibt die DC-Lastflussrechnung
einen deutlich geringeren Verdringungslastfluss iber die Leitung zwischen den Netzknoten Diele (DE)

und Meeden (NL). Dieser liegt in der Netzvariante mit Teilkorridor A1 und FLM bei rund 1,7 GW

122 Die Marktzonenpreise stammen aus dem Market Coupling Modell und sind als nominelle Angaben in €/MWh
zu interpretieren. Die Farbgebung der Pfeile spiegelt die Auslastung des NTCs bzw. des thermischen Limits der
grenziiberschreitenden Leistung (Summe aller Leitungen) wider, wobei rot der maximal zuldssigen Auslastung
entspricht. Physikalisch ergeben sich die Wirkleistungsfliisse entsprechend der DC-OPF-Berechnung.
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und erhoht sich in der Netzvariante mit Teilkorridor A2 und mit FLM mit ca. 3,3 GW auf fast den
doppelten Wert. Im Gegensatz dazu verringern sich im Siiden durch den Teilkorridor A2 die Engpéisse
im Drehstromnetz im Vergleich zu der Rechnung mit Teilkorridor A1l (Stigler et al., 2012a, S.77ff.).
Der Grund, weshalb die Netzvariante mit Teilkorridor A2 und mit FLM einen #hnlichen Kraftwerks-
einsatz wie die Netzvariante mit Teilkorridor A1 und mit FLM ergibt, liegt in der fiir Starkwindsitua-
tionen angenommenen erhohten Belastbarkeit der Drehstromleitungen durch FLM. Freileitungsmoni-
toring ermoglicht im Rahmen von Netzoptimierung zusétzliche Freiheitsgrade im 220/380-kV-Dreh-
stromnetz und ist daher ein wesentlicher Aspekt der Netzplanung gemifl dem NOVA-Prinzip. Eine
weitere Verringerung der Redispatchmafinahmen in eine fiir den Netzbetrieb zutrigliche Grofien-
ordnung kann durch NOVA-Mafinahmen im 220/380-kV-Netz'* erfolgen.

Ergebnisse fur das Jahr 2032

Abbildung 80 zeigt fiir die durchgefithrten Extremfallrechnungen jeweils den Umfang an notwendigen
Redispatchmafinahmen im betrachteten Extremfall ,Starkwind, Starklast, schwache PV-Erzeugung*
fiir das Jahr 2032.
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Abbildung 80: Vergleich der Redispatchleistung aus ATLANTIS in unterschiedlichen Netzvarianten in der Ex-
tremfallrechnung ,Starkwind, Starklast, schwache PV-Erzeugung“ im Jahr 2032 ohne begleitende AC-NOVA-
MaBnahmen und fallweisem Freileitungsmonitoring (FLM).

Der Extremfall  Starkwind, Starklast, schwache FErzeugung aus PV im Jahr 2032 ergibt in ATLAN-
TIS eine marktbedingte Einspeisung aus Windkraft in der Hohe von 87 GW. Davon konnen in der
Nullvariante (Startnetz) 35 GW nicht dem Marktergebnis entsprechend in das System integriert wer-
den. Diese Leistung wird im Zuge operativer Engpassmanagementmafinahmen durch thermische
Kraftwerke (Erdgas und Steinkohle) ersetzt, welche in diesem Starkwindfall (niedriges Preisniveau)

aufgrund ihrer Erzeugungskosten keinen Zuschlag am Markt erhalten haben (Abbildung 80). Gemessen

1% Die Grofenordnung notwendiger NOVA-MaBnahmen im AC-Netz wurde im Rahmen des Gutachtens NEMO II
(Stigler et al., 2012a) vom Institut fiir Elektrische Anlagen der Technischen Universitit Graz ermittelt.
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am gesamten Angebot dargebotsabhingiger Erzeugung im betrachteten Starkwindfall (97,3 GW) stellt
eine netzsicherheitsbedingte Reduktion der Einspeisung von insgesamt 36 GW ein deutliches Signal fiir

die Notwendigkeit von Netzausbaumafinahmen im Sinne der EE-Integration dar.

In der Netzvariante mit den Teilkorridoren A1 und A2 (ohne FLM im 220/380-kV-Netz) sinkt der
Umfang an Redispatchmainahmen, verglichen mit der Nullvariante, auf +28 GW. Dabei kann zwar
die Wirkung des Overlaykorridors A (9 GW Kapauzitit) gezeigt werden, dennoch besteht weiterer
Netzausbaubedarf um eine zusitzliche Reduktion des Redispatchumfangs im Jahr 2032 zu erreichen.
Wie bereits im Extremfall fiir 2022 gezeigt, entlasten die Korridore Al und A2 die benachbarten
Lénder mafigeblich. Insbesondere Ringfliisse iiber die Niederlande und Polen sinken (Abbildung 81).
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Abbildung 81: ATLANTIS-Snapshots fiir 2032 laut physikalischem DC-Lastflussmodell im Startnetz

(Nullvariante) (links) und im Startnetz mit den Korridoren Al und A2 und ohne FLM (rechts) im Extremfall

JStarkwind, Starklast, schwache PV-Erzeugung* >

Die Auslastung des Korridors Al liegt bei 5,9 GW, jene von Korridor A2 betrigt 5,5 GW. Damit zeigt
sich eine geringere Auslastung als die theoretisch moglichen 9 GW. Grund dafiir sind Netzengpisse im
220/380-kV-Netz. Diese treten vermehrt im Nahbereich der Anschlussknoten fiir den Korridor A1 mit
seinen drei DC-Systemen auf (Stigler et al., 2012a, S.82). Dabei konnen zielgerichtete Netzoptimier-
ungs- und Netzverstirkungsmafinahmen im 220/380-kV-Netz bereits deutlich bessere Auslastungsgrade

fiir das Transportverhalten eines Overlaykorridors bedeuten.

Eine zweite Netzvariante beriicksichtigt Teilkorridor A2 und FLM im 220/380-kV-Netz. Diese Varian-
te zeigt im Vergleich zu der soeben gezeigten Variante mit den Korridoren Al und A2 (und ohne
FLM) nur einen geringfiigig geringeren Redispatchumfang von 4254 GW (Abbildung 80) sowie eine
hohere Netzaufnahme von Windkraft im Umfang von knapp 2 GW'®. Die Netzauslastung von
Teilkorridor A2 liegt mit 4,2 GW bei unter 50% der maximalen Transportkapazitit des Korridors A2.

Auch in diesem Fall ist in der teilweise hohen Auslastung des Drehstromnetzes die Ursache fiir den

12! Die Marktzonenpreise stammen aus dem Market Coupling Modell und sind als nominelle Angaben in € /MWh
zu interpretieren. Die Farbgebung der Pfeile spiegelt die Auslastung des NTCs bzw. des thermischen Limits der
grenziiberschreitenden Leistung (Summe aller Leitungen) wider, wobei rot der maximal zuldssigen Auslastung
entspricht. Physikalisch ergeben sich die Wirkleistungsfliisse entsprechend der DC-OPF-Berechnung.

125 Ein netzbedingtes Detail am Rande ist die Verdringung von Steinkohlekraftwerken durch braunkohlegefeuerte
Anlagen fiir den positiven Redispatch in dieser Variante gegeniiber der Variante mit den Korridoren A1l und A2
aber ohne FLM. Dies ist auf die lokale Wirkung von Freileitungsmonitoring zuriickzufithren, wodurch in der
Erzeugung giinstigere Braunkohlekraftwerke Erzeugung aus Steinkohlekraftwerken verdringt.

129



4 | Anwendung der Methoden zur zukunftsorientierten elektrizitatswirtschaftlichen Netzentwicklung

umfangreichen Redispatch und die geringe Auslastung des Korridors zu finden (Stigler et al., 2012a,
S.82ff.). Aufgrund des Schwerpunktes derartiger Netzengpisse im Bereich der Windkrafterzeugung im
Norden Deutschlands kann durch FLM in Kombination mit Teilkorridor A2 (verglichen mit Netz-
variante mit Teilkorridor Al und mit FLM) kein vergleichbar gutes Ergebnis fiir 2032 wie in den
Extremfallberechnungen fiir das Jahr 2022 (vergleiche dazu Abbildung 78) erreicht werden.

In der dritten Netzvariante ,mit Teilkorridor Al und mit FLM“ sinkt der Redispatch verglichen mit
den soeben dargestellten Netzvarianten mafigeblich auf 418 GW. Im Vergleich zur Nullvariante
konnen zusitzlich 18,6 GW an Windkraft in das deutsche Netz integriert werden. Mit 16,1 GW bleibt
dennoch ein erheblicher Teil von Produktionseinschrinkungen betroffen. Fiir den Netzbetrieb in der
Praxis ist der gezeigte Leistungsumfang an Redispatchmafinahmen schwer bewiltighar und mit hohen

Kosten verbunden. Daher ist ein begleitender AC-Netzausbau nach dem NOVA-Prinzip erforderlich'?.

Nur geringfiigig besser wird die Situation, wenn zusétzlich zu Teilkorridor A1 auch Teilkorridor A2
beriicksichtigt wird. In dieser vierten Netzvariante bestehend aus den Teilkorridoren A1l und A2 und
mit FLM im 220/380-kV-Netz ergeben die ATLANTS-Berechnungen einen Umfang an Eingriffen in
den Kraftwerkseinsatz gegen den Marktpreis von +£16,6 GW. Rund 14,7 GW an Erzeugung aus Wind-
kraft sind von Produktionseinschrinkungen aufgrund von Netzengpéssen betroffen. Die Auslastung
von Teilkorridor Al liegt in dieser Netzvariante bei 100% bzw. 9 GW. Auch Teilkorridor A2 ist mit
rund 7,9 GW anndhernd mit 90% ausgelastet. Redispatch im gezeigten Ausmafl ist in der
Netzbetriebsfithrung nur schwer bewiltigbar und mit sehr hohen Kosten verbunden und stellt keine
wirtschaftliche Alternative fiir Netzausbau dar. Die Redispatch-Ergebnisse aus den ATLANTIS-
Analysen fiir die Wirkung von Overlay-Systemen stellen viel mehr ein Indiz fiir die Notwendigkeit

weiterer Netzmafinahmen dar'®.

Ahnlich wie aus den Szenariorechnungen kann auch aus den Extremfallrechnungen mit nur einem
steuerbaren Nord-Siid-Transportkorridor die Notwendigkeit zusétzlicher Nord-Siid-Kapazititen abge-
leitet werden, wenngleich die Korridore A1 und A2 in der Extremfallrechnung fiir die Starkwind-
situation im Jahr 2032 ihr Potenzial fiir die Integration der Windkraft insbesondere in Kombination
beider Teilkorridore unter Beweis stellen (Abbildung 80). Auch Freileitungsmonitoring als Netzopti-
mierungsmafinahme trégt zu einer besseren Integration der Erzeugung aus erneuerbaren Energien bei.
Es kann jedoch nicht davon ausgegangen werden, dass das Potenzial fiir FLM gleichzeitig und fldchen-
deckend auf allen Leitungen fiir die jeweilige Windzone ausgeschopft werden kann. Demgegeniiber
steht mit einem steuerbaren Systemelement, bspw. in Form einer HGU-Ubertragung, eine planbare
und funktionale Systemkomponente fiir die Beherrschung der Herausforderungen im Zusammenhang

mit der stark zunehmenden Einspeisung aus lastfernen dargebotsabhéngigen regenerativen Energien.

Aufbauend auf den Ergebnissen der Szenariorechnungen mit zwei Nord-Siid-Transportkorridoren (Ab-
schnitt 4.4.2.2) werden die Extremfallrechnungen fiir das Jahr 2032 durchgefiihrt. In der ersten
Netzvariante mit zwei Nord-Siid-Korridoren (A1, A2 und B) wird der Extremfall ohne FLM simuliert.
Dabei sind in dieser Netzvariante keine NOVA-Mafinahmen im 220/380-kV-Netz beriicksichtigt.
Verglichen mit den Extremfallrechnungen im Startnetz bzw. in der Variante mit nur einem DC-

Korridor (Teilkorridore Al und A2) und ohne FLM (vgl. dazu Abbildung 80) zeigt diese erste

120 Die Grofenordnung notwendiger NOVA-MaBnahmen im AC-Netz wurde im Rahmen des Gutachtens NEMO II
(Stigler et al., 2012a) vom Institut fiir Elektrische Anlagen der Technischen Universitéit Graz ermittelt.
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Netzvariante mit zwei Korridoren (ohne AC-NOVA und ohne FLM) eine Verbesserung bei der Inte-
gration der Erzeugung aus Windkraft. Der Gesamtumfang an Redispatchmafinahmen liegt bei
423 GW, wobei ein potenzielles Dargebot aus Windkraftwerken von 20 GW nicht in das Netz inte-
griert werden kann (Abbildung 82).

In der zweiten Netzvariante werden zusétzlich zu den Korridoren Al, A2 und B auch NOVA-Mafinah-
men im 220/380-kV-Netz'*" beriicksichtigt. Durch diese MaBnahmen kann eine weitere Reduktion des
Redispatchumfangs und eine neuerlich bessere Integration der Erzeugung aus erneuerbaren Energien
erreicht werden (Abbildung 82). Damit zeigt diese Netzvariante mit zwei durchgingigen Nord-Siid-
Korridoren, mit AC-NOVA-Mafinahmen und ohne FLM tendenziell #hnliche Ergebnisse wie die Netz-
variante mit einem Overlaykorridor und mit FLM im 220/380-kV-Netz (vgl. dazu Abbildung 80).
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*... Die ftir die ATLANTIS-Rechnungen herangezogenen NOVA-Mafinahmen im
220/380-kV-Netz wurden vom Institut fiir Elektrische Anlagen der Technischen
Universitit Graz basierend auf AC-Lastflussrechnungen und technischen Grund-
lagen zur Netzplanung (n-1 etc.) erhoben. (Stigler et al., 2012a)

Abbildung 82: Vergleich der Redispatchleistung aus ATLANTIS in der Extremfallrechnung ,Starkwind, Starklast,
schwache PV-Erzeugung“ im Jahr 2032 in unterschiedlichen Varianten aus Transportkorridoren, AC-NOVA-
MaBnahmen'?” und Freileitungsmonitoring (FLM)

In der dritten Variante mit zwei Nord-Siid-Korridoren (A1, A2 und B) wird anstelle der AC-NOVA-
Mafinahmen nur Freileitungsmonitoring im 220/380-kV-Netz angenommen. Wie in Abbildung 82
dargestellt, nimmt der Redispatch neuerlich auf nunmehr +14 GW ab. Basierend auf der Annahme,
dass das Potenzial fiir FLM nicht flichendeckend gleichzeitig ausgeschopft werden kann, kann diese

Losung der vorherigen Variante jedoch nicht ohne Einschrankungen vorgezogen werden.

In der darauffolgenden Netzvariante werden die AC-NOVA-Mafinahmen und FLM in Kombination mit
den zwei Nord-Siid-Korridoren (A1, A2 und B) in ATLANTIS modelliert. Von den urspriinglichen
+35,5 GW/-36,5 GW im Startnetz (Nullvariante) kann das Ausmafl an Eingriffen in den Kraftwerks-

einsatz auf rund 4+11 GW reduziert werden. Dies entspricht einer Reduktion um nahezu zwei Drittel

2" Die NOVA-Mafinahmen im AC-Netz wurden im Rahmen des Gutachtens NEMO TI (Stigler et al., 2012a) vom
Institut fiir Elektrische Anlagen der Technischen Universitéit Graz ermittelt.
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und zeigt insbesondere bei der Integration der Windkraft die grofite Wirkung. Von den rund 11 GW
an negativem Redispatch (Produktionseinschréinkungen) sind im Ausmafl von 10 GW dargebotsabhén-
gige Erzeugungsanlagen, vorwiegend Windkraft, betroffen. Damit kénnen ca. 11% des Angebots erneu-
erbarer Energieerzeugung am Markt aufgrund von Netzengpissen physikalisch nicht integriert werden.
Verglichen mit der Berechnung im Startnetz (Quote bei 37%) ergibt sich somit eine Verbesserung um
70%. Dadurch nimmt auch der Anteil der Erzeugung aus thermischen Kraftwerken ab, welche gegen
den Marktpreis netzentlastend eingesetzt werden. Daraus folgend ldsst sich durch die Integration
erneuerbarer Energien und dem damit einhergehenden geringeren Einsatz ineffizienter thermischer
Kraftwerke (mit altersbedingt geringem Wirkungsgrad) ein positiver Effekt auf die CO,-Emissionen im
Sektor der Elektrizititserzeugung ableiten. Auch hier gilt, dass Redispatch im gezeigten Ausmaf in der
Netzbetriebsfithrung nur schwer bewéltighar und mit sehr hohen Kosten verbunden ist und daher
keine wirtschaftliche Alternative fiir Netzausbau darstellt. Tabelle 21 gibt einen Uberblick iiber die
Auslastung der DC-Korridore A1, A2 und B in den unterschiedlichen Varianten fiir den Starkwindfall
im Jahr 2032.

Tabelle 21: Auslastung der HGU-Korridore in der Overlayvariante mit zwei Nord-Siid-Korridoren aus der DC-
OPF-Rechnung in ATLANTIS fiir 2032 in den unterschiedlichen Netzvarianten fiir den untersuchten Starkwind-
fall. Die Prozentangaben beziehen sich auf die Bemessungsleistung der einzelnen Korridore A1, A2 und B.

Netzvariante — mit A1, A2 & B mit Al, A2& B mit Al, A2& B mit Al, A2& B
ohne AC-NOVA mit AC-NOVA ohne AC-NOVA mit AC-NOVA-
| Korridor ohne FLM ohne FLM mit FLM mit FLM
Teilkorridor Al 6,1 GW 9,0 GW 9,0 GW 9,0 GW
(9 GW) (68%) (100%) (100%) (100%)
Teilkorridor A2 54 GW 7,0 GW 5,6 GW 57 GW
(9 GW) (60%) (78%) (62%) (63%)
Korridor B 55 GW 5,6 GW 59 GW 6,0 GW
(6 GW) (92%) (93%) (98%) (100%)

Eine weitere Extremfallrechnung, deren Ergebnis ebenfalls in Abbildung 82 dargestellt ist, beruht auf
der Annahme, dass neben FLM und AC-NOVA-Mafinahmen nur Korridor B am Netz betrieben wird,
wihrend die Korridore A1 und A2 unberiicksichtigt bleiben. Das Ergebnis ist ein Anstieg des Umfangs
an Redispatch auf rund 420 GW. Dadurch ist auch in den Extremfallrechnungen die Robustheit von
Korridor A (Al und A2 in Kombination) im Modell ATLANTIS nachgewiesen.

Die untersuchten Netzvarianten bestitigen die Robustheit der beiden HGU-Korridore A und B. Durch
den Transportkorridor im Westen Deutschlands kann insbesondere fiir die Grenze in die Niederlande
eine deutliche Reduktion von Ringfliissen nachgewiesen werden. Fiir eine zukunftsorientierte Netzent-
wicklung ist die HGU-Losung zu bevorzugen, FLM stellt eine sinnvolle Erginzung dar und bietet
insbesondere im Netzbetrieb zusitzliche Freiheitsgrade. Die zweckmiiffige Anzahl von Korridoren und
deren Dimensionierung ist mafigeblich von den Eingangsparametern wie z.B. der Verbrauchsent-
wicklung und —verteilung, der installierten Windkraftleistung sowie deren geografischen Verteilung
(z.B. auf Ost- und Nordsee) abhiéingig. Auch Aspekte der Versorgungssicherheit spielen eine entschei-

dende Rolle und miissen mit technischen Netzanalysen in die Gesamtplanung einflieen.
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45 Einfluss des Standortes konventioneller Kraftwerke auf den Netzausbau

In diesem Abschnitt wird die Auswirkung der kiinftigen Erzeugung aus konventionellen Kraftwerken
auf den erforderlichen Netzausbau gezeigt. Die dargestellten Ergebnisse basieren in weiten Teilen auf

den nachfolgend genannten Publikationen aus dem Jahr 2014:

e Nischler & Stigler (2014a): Netzausbauplanung und kiinftige Frzeugungsstruktur. 13. Sympo-
sium Enlnnov2014 ,Innehalten und Ausblick: Effektivitit und Effizienz fiir die Energiewende*
12.-14. Februar 2014 an der Technischen Universitit Graz. ISBN 978-3-85125-310-8.

e Nischler & Stigler (2014b): Ausbau von Ubertragungsnetzen als Voraussetzung fiir die Integra-
tion von erneuerbaren Energien. Zukiinftige Stromnetze fiir erneuerbare Energien - OTTI-Kon-
ferenz 29.-30. Januar 2014, Berlin. Energiefachbuchhandel: ISBN 978-3-943891-34-8.

4.5.1 Hintergrund der Analysen

Das européische Hochstspannungsnetz ist eine historisch gewachsene Infrastruktur, welche iiber Jahr-
zehnte hinweg primér zur Gewiihrleistung der (nationalen) Versorgungssicherheit betrieben und ausge-
baut wurde. So wurde in der Vergangenheit und vor der Liberalisierung des EU-Energiebinnenmarktes
in einem integralen Planungsansatz das Gesamtsystem aus Erzeugung, Ubertragung/Verteilung und
Verbrauch dementsprechend bedacht. Dem Verbundnetz kam dabei stets eine bedeutende Rolle fiir die
Sicherstellung der Versorgungssicherheit und der Minimierung der Kraftwerksreserve zu. Neben diesen
Funktionen des Verbundnetzes ist im Zuge der Energieliberalisierung der EU als zusitzliches Auf-
gabenfeld die Vollendung des Strombinnenmarktes (Netzzugang aller Marktteilnehmer, grenziiber-
schreitender Stromhandel) in den Fokus geriickt. Die Energiewende und der damit verbundene for-
cierte Ausbau volatiler EE-Erzeugung eroffnet das dritte Aufgabenfeld fiir das Verbundnetz: die Inte-
gration erneuerbarer Energien und damit zunehmend auch die Ubertragungsfunktion. Der forcierte und
ambitionierte Ausbau der volatilen erneuerbaren Energien fiihrt zu einem Paradigmenwechsel von
einem vorwiegend bedarfsgerechten und bedarfsnahen hin zu einem dargebotsabhéngigen und bedarfs-
fernen Aufbringungssystem. Zusitzlich wirkt sich die vorgeschriebene vorrangige Einspeisung erneuer-

barer Energien deutlich auf die Strompreise am GroBhandelsmarkt aus (Abbildung 83).
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Abbildung 83: Entwicklung des GroBhandelspreises an der Stromborse (Spotpreis) und der Einspeisung aus
erneuerbaren Energien in Deutschland im Zeitraum 2011 bis Mitte 2013 (Barth, 2013)
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Sinkende GroBhandelspreise schmélern den Deckungsbeitrag konventioneller Bestandskraftwerke,
welche somit und in Kombination mit sinkenden Volllaststunden bei derzeitigem Marktsystem (energy
only market) zunehmend in eine wirtschaftliche Schieflage geraten konnen. Waren frither Stilllegungen
vorwiegend mit der determinierten technischen Lebensdauer von Kraftwerken begriindet und daher
gewissermafien absehbar, so sind aktuell wirtschaftliche Griinde und politische Entscheidungen (z.B.
Ausstieg bzw. Riickzug aus der Nutzung der Kernenergie) mafigebliche Unsicherheitsfaktoren in der
langfristigen Systemplanung in Europa. Abbildung 84 zeigt die aktuellen Stilllegungspline konventio-
neller Kraftwerke in Deutschland. Rund 3,6 GW werden von den Ubertragungsnetzbetreibern als
systemrelevant deklariert und diirfen als Redispatch- bzw. Reservekraftwerk vorerst nicht stillgelegt
werden. Weitere 4,8 GW zum Teil jiingere Kraftwerke sind in Diskussion zur Stilllegung. Eine robuste
Prognose iiber den kiinftigen Zubau konventioneller Kraftwerke wird daher zunehmend schwieriger.
Entsprechend der aktuellen Situation ist es fraglich, ob fiir neue bedarfsgerechte Kraftwerke eine aus-
reichende Investitionssicherheit gewiihrleistet werden kann, wenngleich deren Notwendigkeit fiir die
Systemsicherheit auch mittelfristig nicht angezweifelt wird. Dieser mit der Stromwende einhergehende
Paradigmenwechsel beeinflusst und erschwert gleichermaflen die langfristige Ausbauplanung eines

sicheren und zuverliissigen sowie bedarfsgerechten und robusten Ubertragungsnetzes.

A KW-Stilllegungsliste, rd. 5 GW zur Stilllegung
systemrelevant It. UNB angezeigt bzw. in Diskussion

A Redispatch-Kraftwerk,
drohende Stilllegung Y

W Reservekraftwerk (It. BNetzA)
e~

v Vv
Erdgas (2

Erdgas (2006)Erd

%%e (1966 ' W/\%
sikiokohle b e KW-Stilllegungsliste
Erds 5(1974Mrsching5
Fro= 1Y \/ Stilllegung 2013 geplant
[ Systemrelevante KWe: Z 3,6 GW ]
e \/ vorlaufig stillgelegt

Abbildung 84: Stilllegungsplidne Ende 2013 (eigene Darstellung, Datenquellen: (Bundesnetzagentur, 2013a) und
(Bundesnetzagentur, 2013b))

Die Netzintegration erneuerbarer Energien, der Standort und die Wirtschaftlichkeit bedarfsgerechter
Kraftwerke, verbraucherseitige Flexibilisierungsmafinahmen (power demand side management, power-
to-heat u.a.), Speicherung sowie internationaler Stromhandel beeinflussen den Netzausbaubedarf in zu-
nehmendem Maf. Das Ubertragungsnetz ist in diesem Gesamtsystemkontext das zentrale Bindeglied
und dennoch im Planungsprozess in mehrerlei Hinsicht in einer reagierenden Rolle. Die Herangehens-
weise an die Ausbauplanung des Héchstspannungsnetzes beruht meist auf vorab festgelegten, z.T. poli-
tisch motivierten Szenarien, welche die mogliche Entwicklung von Erzeugung und Verbrauch beschrei-
ben. Damit werden ungeachtet einer gewissen Prognoseunsicherheit Randbedingungen (z.B. Standort,
Leistung usw.) determiniert, welche unmittelbaren Einfluss auf netzseitige Um- und Ausbaumaf-

nahmen haben. Der Zusammenhang zwischen kiinftiger Erzeugungsstruktur und robusten Entscheidun-
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gen fiir ein bedarfsgerechtes und sicheres Hochstspannungsnetz im Sinne der Stromwende kann mit
langfristig (strategisch) angelegten Planungsansiitzen unter Anwendung von Simulationsmodellen wie
z.B. ATLANTIS gezeigt werden. Im langfristigen Planungshorizont bieten insbesondere die bereits
mehrfach dargestellten elektrizitéitswirtschaftlichen Indikatoren fiir Netzausbau (z.B. Redispatchum-
fang, RES-Integration, Ringfliisse etc.) wertvolle Zusatzinformationen zu rein technischen Planungs-

grundlagen wie bspw. das (n-1)-Kriterium, Spannungsstabilitit'®, Kurzschlussleistung usw.

Die primére Intention der nachfolgend diskutierten Grobanalyse ist die Darstellung der Gesamtsystem-
abhéngigkeit in der (langfristigen) Netzplanung. Dies ist insbesondere vor dem Hintergrund aktueller
Diskussionen um gesicherte Erzeugungsleistung, Kapazititsmérkten und -mechanismen von vordring-
licher Bedeutung. Die regionale bzw. lokale Anreizkomponente derartiger Marktaufbau- und Markt-
ablauforganisationen sind unter anderem in (enervis, BET, 2013, ff.103, 115, 118) und (frontier
economics, 2013, ff.59, 136) diskutiert. Der Verband der europiischen Ubertragungsnetzbetreiber
ENTSO-E hilt diesbeziiglich folgendes fest:

“Capacity mechanisms that do not incentivise location may lead to inefficiencies and unusable
capability in weakly connected regions or constrained transmission areas.” (ENTSO-E, 2013c,

S.16)

4.5.2 Methodische Vorgangsweise

Das iibergeordnete Ziel der Untersuchungen ist die Darstellung der Auswirkung bzw. der Sensitivitét

129 auf

der im Szenariorahmen zum NEP 2012 getroffenen Standortwahl der Szenariorahmen-Kraftwerke
den Netzausbaubedarf bis 2022. Darauf aufbauend kann gezeigt werden, dass eine optimierte Positio-
nierung'®® der Szenariorahmen-Kraftwerke einen reduzierenden Einfluss auf den Redispatch und damit
auf den erforderlichen Netzausbau hat. Der Begriff Szenariorahmen-Kraftwerke umfasst dabei all jene
bedarfsgerechten Kraftwerke, welche im konsultierten Szenariorahmen im Zeitraum 2013 bis 2022 vor-
gesehen sind. Dazu gehoren sowohl gasbefeuerte Kraftwerke als auch Kohlekraftwerke (Abbildung 85).
Die Wirtschaftlichkeit konventioneller Kraftwerke ist mafigeblich von deren Volllaststundenzahl ab-
héingig. Dies gilt fiir Bestandskraftwerke ebenso wie fiir geplante Neuanlagen. Ein bedarfsgerechtes
Kraftwerk bekommt bei aktueller Marktorganisationsstruktur (energy only market) im Regelfall nur
dann einen Zuschlag am Markt, wenn seine variablen Erzeugungskosten unterhalb jener des preis-
setzenden Kraftwerks liegen. Der jeweilige Marktriumungspreis ist dabei beeinflusst vom Dargebot
vorrangig einspeisender EE-Erzeugung, der aktuellen Lastsituation und anderweitiger Subventionie-
rungen (z.B. KWK-Foérderung). Das Handelsergebnis ist dabei vom Hoéchstspannungsnetz zunéichst un-
beeinflusst, da dem NTC-basierten Stromhandelsmodell eine Kupferplatte zugrunde liegt. Demzufolge
ist auch der Handelsfahrplan eines Kraftwerks innerhalb einer Marktzone grofitenteils unbeeinflusst
vom Netzanschlussknoten des jeweiligen Kraftwerks. In der Investitionsentscheidung iiber den Bau
eines Kraftwerks spielt der Netzanschlussknoten bzw. die Netztransportkapazitit am Standort gegen-

iiber anderen Faktoren (wie z.B. die Infrastruktur zur Primirenergieversorgung am Kraftwerks-

28 In (Dierkes et al., 2014) wird der Zusammenhang zwischen Redispatch und Spannungsstabilitéit gezeigt.

129 Bestandsanlagen sind nicht Teil der Analysen, da deren Standort ebenso wie getiitigte Investitionen (sunk
costs) nicht mehr beeinflusst werden koénnen.

"0 Unter Positionierung ist in erster Linie der Netzanschlussknoten und nicht der tatsiichliche Standort des
Kraftwerks zu verstehen.
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standort) daher eine untergeordnete Rolle. Letzteres ist nicht zuletzt auch durch die Energieliberalisie-

rung in der EU und die damit einhergehende Entflechtung von Erzeugung und Netz bedingt.

Legende
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() Abschaltung KKW

[

Abbildung 85: Szenariorahmen-Kraftwerke lt. Szenariorahmen NEP 2012 (Szenario B-2022) und Abschaltung der
Kernkraftwerke bis 2022 (eigene Darstellung, Quellen: (Bundesnetzagentur, 2012a), (Consentec/IAEW, 2012))

h Entfernen nicht
marktféhiger Kraftwerke
&
Standortoptimierung der
~ marktfahigen Kraftwerke

Auswertung elektrizitatswirtschaftlicher Indikatoren fir Netzausbau:
Umfang an netzengpassbedingten Eingriffen in den Kraftwerkseinsatz (Redispatch),

EE-(Nicht)-Integration, Netzauslastung, Ringflisse etc.

*) Marktquote: Verhéltnis von zugeschlagener zu angebotener Menge am Markt
**) Netzwirkung kategorisiertin: netzstiitzend, netzbelastend, neutral

Abbildung 86: Methodik fiir die Analyse iiber netzoptimierte Standorte der Szenariorahmen-Kraftwerke

Im ersten Analyseschritt (Abbildung 86) wird die Marktquote der Szenariorahmen-Kraftwerke aus dem
Szenario B-2022 im Startnetz ermittelt. Die Marktquote wird als Verhiltnis zwischen der am Markt
zugeschlagenen Erzeugung und der am Markt angebotenen Erzeugung (Jahreserzeugung in GWh)
definiert. Anschlieend wird basierend auf der DC-OPF-Rechnung bis 2022 fiir jedes Szenariorahmen-
Kraftwerk eine Auswertung iiber dessen Wirkung auf das 220/380-kV-Netz vorgenommen. Bemessen
an der Differenz zwischen Handelsfahrplan und Kraftwerkseinsatz nach DC-OPF-Modell (Redispatch)
konnen fiir jedes Szenariorahmen-Kraftwerk folgende drei Wirkungsweisen auf das Netz unterschieden

werden:
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i netzstiitzend: Das Szenariorahmen-Kraftwerk wird (vorwiegend) zur Auflésung vorgelagerter

(struktureller) Netzengpisse eingesetzt (positiver Redispatch iiberwiegt).

ii. neutral: Das Szenariorahmen-Kraftwerk leistet am Standort bzw. am vorgesehenen Netzein-
speiseknoten im Rahmen von Redispatchmafinahmen weder einen nennenswerten netzbelasten-

den noch netzentlastenden Beitrag (positiver und negativer Redispatch gleichermaflen gering)

iii. netzbelastend: Das Szenariorahmen-Kraftwerk muss aufgrund von nachgelagerten Netzengpis-
sen in seiner Produktion eingeschriinkt werden und wirkt demnach netzbelastend (negativer
Redispatch iiberwiegt).

In Kombination mit der Analyse iiber die Marktfihigkeit (Marktquote) ergeben sich demnach folgende

fiinf**! Konstellationen fiir die Systemwirkung eines Szenariorahmen-Kraftwerks auf das Startnetz:

1. marktfihig (Marktquote groBer als 10%'*) und netzentlastend
2. marktfihig und neutrale Wirkung auf das Netz

3. marktfihig und netzbelastend

4. nicht marktfihig und netzentlastend

5. nicht marktfihig und neutrale Wirkung auf das Netz

In weiterer Folge werden jene Szenariorahmen-Kraftwerke, deren jeweilige Marktquote unter der
Marke von 10% liegt, fiir die weiteren ATLANTIS-Rechnungen nicht beriicksichtigt. Die in ATLAN-
TIS zusiitzlich zu den 48 FEnergiedeckungsrechnungen pro Jahr durchgefiihrte Leistungsdeckungs-
rechnung (angelehnt an (ENTSO-E, 2013d) und (Fath et al., 2011)) fiihrt zu dem Ergebnis, dass auch
ohne diese Szenariorahmen-Kraftwerke ausreichend Kapazitidt zur Deckung der Jahreshochstlast vor-
handen ist. Der Ansatz einer eigenstéindigen Deckung der Jahreshochstlast bspw. aus energiepolitischen
Gesichtspunkten war nicht Teil der Analyse. In #hnlicher Art und Weise argumentiert bspw. auch die
Bundesnetzagentur im konsultierten Szenariorahmen zum Netzentwicklungsplan 2012. Darin wird

diesbeziiglich festgehalten, dass die Bundesnetzagentur nicht gepriift hat,

,welche Kraftwerkskapazitéiten erforderlich wéren, um die Jahreshochstlast durch inldndische

Kraftwerke decken zu kénnen“. (Bundesnetzagentur, 2012a, S.37)

Szenariorahmen-Kraftwerke, welche grundsitzlich marktfahig sind, jedoch netzbelastend auf das Netz
wirken, werden fiir die weiteren Analysen an vorteilhafteren Netzknoten vorgesehen. Aus dem Blick-
winkel der Netzwirkung kann es zudem sinnvoll sein, neutral wirkende Kraftwerkskapazititen an
Standorten (Einspeiseknoten) vorzusehen, an denen das Kraftwerk zur Systemstabilisierung beitragen
kann. Ein iiberwiegender Einsatz eines Szenariorahmen-Kraftwerks fiir positiven Redispatch in der
Szenariorechnung (48 Fille pro Jahr) deutet auf einen vorgelagerten strukturellen Engpass im Nahbe-
reich des Einspeiseknoten hin. Fiir das Netz vorteilhafte Einspeiseknoten sind daher auch jene, an

welchen nicht marktfihige Kraftwerke fiir positiven Redispatch und demnach netzentlastend eingesetzt

" Ein Kraftwerk, welches am Markt nicht zugeschlagen wird, kann in weiterer Folge (durch Redispatch) auch
nicht netzbelastend wirken. Die sechste Kombination ,nicht marktfihig” und ,netzbelastend“ tritt daher metho-
disch nicht in Erscheinung.

%2 Die Grenzquote von 10% beruht auf einer Festlegung der Bundesnetzagentur fiir die Gaskraftwerke Irsching 4

und 5. (TenneT - Presse, 2013)
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werden. Unterstiitzend dazu werden basierend auf netzrelevanten Extremfallrechnungen (z.B. Stark-
windsituationen) situative Engpésse im Startnetz lokalisiert. Jenseits dieser Engpisse werden geeignete
Anschlussknoten fiir Szenariorahmen-Kraftwerke ermittelt. Aufbauend auf diese Szenario- und Extrem-
fallrechnungen im Startnetz wird in weiterer Folge die Wirkung von HGU-Korridoren in Kombination
mit der optimierten Neuverteilung der Szenariorahmen-Kraftwerke dargestellt. Als Indikatoren fiir die
Wirkung der Mafinahmen (Szenariorahmen-Kraftwerke an geéinderten Knoten, HGU-Korridore...) auf
den erforderlichen Netzausbau dienen dabei der Umfang an Redispatch und die Integration des

Dargebots an erneuerbaren Energien (Windkraft, PV etc.).

45.3 Ergebnisse fir 2022 und Ausblick auf 2032

In diesem Abschnitt werden die Ergebnisse der Analysen fiir das Jahr 2022 dargestellt. Zunéchst
werden die Ergebnisse der Analysen mit Startnetz (Nullvariante) diskutiert. AnschlieBend folgen die

Ergebnisse aus den Berechnungen mit HGU-Korridoren. Zuletzt erfolgt ein Ausblick auf das Jahr 2032.

45.3.1 Ergebnisse im Startnetz (Nullvariante) fur das Jahr 2022

Das erste Ergebnis der Grobanalyse ist die Betrachtung der Marktquote aller Szenariorahmen-Kraft-
werke im Startnetz. Die Handelsergebnisse der Szenariorechnungen (bei durchschnittlicher EE-
Erzeugung) in ATLANTIS zeigen fiir 17 Szenariokraftwerke (insgesamt 7,3 GW) eine Marktquote
deutlich unter 10%, teilweise sogar eine Quote von 0%. Dies ist insbesondere im Hinblick auf das
Auslaufen der Kernenergie bis 2022 bemerkenswert. Die restlichen Kraftwerke erreichen eine durch-
schnittliche Marktquote von 83% und sind demzufolge, jedoch ohne nihere Betrachtung einzelner
Kraftwerke, nicht unmittelbar als unwirtschaftlich zu erachten. Entsprechend Tabelle 22 besteht aus
Sichtweise der Netzbelastung fiir eine Leistung von 10,2 GW gewissermaflen ein Optimierungspotenzial

hinsichtlich des Einspeisenetzknotens marktfihiger Szenariorahmen-Kraftwerke.

Tabelle 22: Markt- und Netzwirkung der Szenariorahmen-Kraftwerke im Startnetz im Jahr 2022

netzentlastend neutral netzbelastend
Marktquote > 10% 3.3 GW 6,0 GW 4,2 GW
Marktquote < 10% 5,2 GW 2,1 GW -

Tabelle 22 zeigt zudem, dass rund 5,2 GW der nicht marktfihigen Kraftwerke dennoch an einem fiir
das Netz giinstigen Standort stehen und fiir positiven Redispatch und demnach netzentlastend einge-
setzt werden. Diese Netzknoten dienen in weiterer Folge als Anhaltspunkt fiir die optimierte Standort-
wahl marktfihiger Szenariorahmen-Kraftwerke, welche am FEinspeiseknoten aus dem konsultiertem
Szenariorahmen netzbelastend aber auch neutral auf das Startnetz wirken. Unterstiitzend dazu wird
der Extremfall mit Starklast, Starkwind und geringer PV-Erzeugung herangezogen um situative Eng-
pésse in diesem fiir das Startnetz besonders schwierigen Netznutzungsfall durch optimierte Standort-
wahl von Szenariorahmen-Kraftwerken zumindest teilweise zu entlasten. Abbildung 87 (links) zeigt die
Auslastung des Startnetzes im Extremfall Starklast, Starkwind und schwache PV-Erzeugung. In
diesem Fall kommt es zu einer netzengpassbedingten Nichtintegration des Starkwinddargebots im
Ausmaf von 12,2 GW (Abbildung 89) bzw. zu einer EE-Kappung im Ausmafl von 25% bemessen am
Dargebot im Starkwindfall. Der néchste Analyseschritt beruht erneut auf Basis des Startnetzes, aller-

dings werden folgende Mafinahmen fiir Szenariorahmen-Kraftwerke getroffen:
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e Jene 7,3 GW an Szenariorahmen-Kraftwerke, welche eine Marktquote von unter 10% auf-

weisen (Tabelle 22), werden fiir weitere Szenariorechnungen nicht beriicksichtigt.

e Die netzbelastend bzw. neutral wirkenden Szenariorahmen-Kraftwerke (mit einer Gesamt-
leistung von rund 10 GW) werden an optimierten/netzentlastenden Einspeiseknoten im Nah-

bereich struktureller und situativer Engpésse basierend auf Szenario- und FExtremfall-

rechnungen vorgesehen.

Auslastung
(220/380-kV-Netz)

0% - 35%
36% - 50%

— 51% - 60%

N

Abbildung 87: links: Auslastung des Startnetzes im Extremfall Starkwind, Starklast, schwache Erzeugung aus
Photovoltaik im Jahr 2022. rechts: Auslastung des AC-Netzes im Extremfall Starkwind, Starklast, schwache
Erzeugung aus Photovoltaik mit steuerbarem Korridor (blau) im Jahr 2022.

bg“'\\d

— 61%-70%

Abbildung 88 stellt den Umfang an Redispatch in der Szenariorechnung (bei durchschnittlicher EE-

Erzeugung) fiir drei verschiedene Varianten gegeniiber.

e Variante 1: Startnetz und Verteilung der Szenariorahmen-Kraftwerke gemifl Szenariorahmen

zum NEP 2012.

e Variante 2: Startnetz mit optimierten Standorten von marktfihigen Szenariorahmen-Kraft-

werken (10 GW) und ohne die nicht marktfihigen Szenariorahmen-Kraftwerke (7 GW).

e Variante 3: Startnetz inkl. HGU-Korridor (6 GW) und mit optimierten Standorten von markt-
fihigen Szenariorahmen-Kraftwerken (10 GW) und ohne die nicht marktfihigen Szenario-

rahmen-Kraftwerke (7 GW).

Der Vergleich von Variante 1 und 2 (Startnetz) zeigt eine deutliche Reduktion des Redispatchumfangs
durch die optimierte Standortwahl der Kraftwerke. Damit einhergehend ldsst sich auch eine entspre-
chend hohere Integrationsrate erneuerbaren Energien nachweisen, wenngleich diese in der Szenario-
rechnung nicht so deutlich ausfillt wie in der Extremfallrechnung mit Starkwinddargebot. Im Falle
von Starkwinddargebot kann durch die optimierte Standortwahl konventioneller Kraftwerke der Redis-
patchumfang gesenkt und die Windintegration im Startnetz gesteigert werden (vgl. dazu Abbildung
89). Dieses Ergebnis untermauert die Gesamtsystemwirkung und Sensitivitidt der Standortwahl zukiinf-

tiger Kraftwerke auf den erforderlichen Netzausbau und damit auch die Forderung der lokalen Anreiz-
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wirkung fiir den Neubau bedarfsgerechter Kraftwerke bei der Ausgestaltung von Kapazitdtsmechanis-

men.
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Abbildung 88: Vergleich des jihrlichen Redispatchumfangs in der Szenariorechnung (durchschnittliche Erzeugung
aus erneuerbaren Energien) fiir das Jahr 2022 in unterschiedlichen Varianten

4.5.3.2 Ergebnisse mit steuerbaren Transportkorridoren fur das Jahr 2022

Die positive Wirkung von HGU-Korridoren auf die EE-Integration, den Redispatchumfang, das unter-
lagerte 220/380-kV-Drehstromnetz und auf Ringfliisse iiber Nachbarnetze wurde bereits in den voran-
gegangenen Abschnitten 4.3 und 4.4 basierend auf dem Gutachten NEMO II (Stigler et al., 2012a) um-
fassend dargestellt. Diese Erkenntnisse stellen sich im Rahmen dieser Grobanalyse auch hinsichtlich
gednderter Standorte konventioneller Kraftwerke als robust heraus. Daraus wiederum resultiert der
Bedarf an gerichtetem Stromtransport. Bereits bei durchschnittlicher EE-Erzeugung in der Szenario-
rechnung zeigt sich deutlich die Wirkung des steuerbaren Transportkorridors auf den Redispatch-
umfang (Abbildung 88). Verglichen mit der Berechnung ohne Korridor sinkt der Umfang an netzeng-
passbedingten Eingriffen in den Kraftwerkseinsatz um mehr als die Hilfte. Noch deutlicher wird die
positive Wirkung des steuerbaren Korridors in der Extremsituation ,Starkwind, Starklast, geringe PV-

Erzeugung“ ersichtlich (Abbildung 89).

Durch die Kombination aus netzoptimierten Standorten konventioneller Kraftwerke und einem Trans-
portkorridor mit einer angenommenen Transportleistung von 6 GW kann deutlich mehr Wind in das
Netz integriert werden als im Startnetz und bei urspriinglicher Kraftwerksverteilung 1t. Szenario-
rahmen NEP2012. Die Entscheidung fiir steuerbare Transportkorridore im Hochstspannungsnetz fiir
das Jahr 2022 kann demzufolge auch bei optimierten Standorten als robust und zukunftsorientiert
bezeichnet werden. Eine Erhohung der Transportkapazitit auf 10 GW bewirkt, dass die Menge an
nicht integrierbarer Winderzeugung im Starkwindfall in den Bereich von unter 5% sinkt (Abbildung
89). Alternative Verwendungszwecke wie bspw. power-to-heat oder Speicherung (Pumpspeicherkraft-
werke, power-to-gas) werden fiir Leistungen bzw. Energiemengen in dieser Grofienordnung zunehmend

wirtschaftlich einsetzbar. Zusétzliche Netzoptimierungs-, -verstirkungs, und -ausbaumaffimen (NOVA)
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im 220/380-kV-Netz sind zudem zielfilhrend und notwendig. Dies zeigt auch die Auslastung des
220/380-kV-Netzes in Abbildung 87 (rechte Darstellung).

20
O Solarenergie
15 . . @ Windkraft
deutliche Wirkung des
genchteten Stromtransportes & Laufwasserkraft
10
|
\K\ @ (Pump-)Speicherkraft
2 s
o OKernenergie
£
E 0 @ Biomasse
o
o .
©w O sonstiges
T -
b 5
0 aol
-10 @ Braunkohle
15 O Steinkohle
O Erdgas
-20 - - -
Startnetz, SzR-KW  Startnetz, SzR-KW HGU (6GW), SzR- HGU (6GW), SzR- HGU (10GW), SzR-
NEP2012 (7GW entfernt, KW NEP2012 KW (7GW entfernt, KW (7GW entfernt,
10GW optimiert) 10GW optimiert) 10GW optimiert)

Abbildung 89: Vergleich des Redispatchumfangs in GW im Extremfall ,Starkwind, Starklast, schwache PV-
Erzeugung® im Jahr 2022 bei unterschiedlichen Netzvarianten.

4.5.3.3 Ausblick auf das Jahr 2032
Aufbauend auf den Ergebnissen in den Jahren 2013 bis 2022 wird ein Ausblick bis zum Jahr 2032

vorgenommen. Dabei wird fiir die im Szenariorahmen NEP2012 vorgesehenen Szenariorahmen-Kraft-
werke mit geplanter Inbetriebnahme zwischen 2023 und 2032 keine Anderung vorgenommen. Wie in
Abbildung 70 (Seite 114) dargestellt, steigt der Redispatchumfang im Modellergebnis von ATLANTIS
insbesondere ab dem Jahr 2022 (Abschaltung der letzten Kernkraftwerke) deutlich an und erreicht bis
zum Jahr 2032 eine Groflenordnung von rund 90 TWh/a. Die Annahme optimierter Einspeiseknoten
der Szenariorahmen-Kraftwerke (rd. 10 GW) wirkt zwar reduzierend auf den Redispatch, ist aber
keineswegs ausreichend im Sinne der optimalen Systemintegration des Dargebots erneuerbarer
Energien bei gegebener installierter Leistung (Abbildung 90). Ein derartig hoher Umfang an Eingriffen
in den Kraftwerkseinsatz zur Gewéhrleistung eines sicheren Netzbetriebs ist in der Praxis weder
praktikabel noch wirtschaftlich und stellt daher keineswegs eine Alternative zum Netzausbau (nach
dem NOVA-Prinzip) dar. Der Umfang nicht-integrierter Winderzeugung bemessen am Erwartungswert
fiir 2032 belduft sich im Startnetz bei optimierter Standortwahl auf 10% (schraffierte griine Fliche in
Abbildung 90). Eine deutliche Reduktion des netzengpassbedingten Eingriffs in den Kraftwerkseinsatz
in Form von Redispatchmafinahmen und Einspeisemanagement bei erneuerbaren Energien kann durch
die Beriicksichtigung steuerbarer Transportkorridore erreicht werden. Dabei sinkt der Umfang nicht
integrierter Winderzeugung bemessen am Erwartungswert fiir 2032 auf 3,2%. Damit liegt die nicht-
integrierte Erzeugung aus erneuerbaren Energien in einer Grofienordnung, in welcher durch Alternativ-
l6sungen wie z.B. power-to-heat der energetische Nutzungsgrad aus dem Dargebot erneuerbarer Ener-

gien wirtschaftlich maximiert werden kann.
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Abbildung 90: Verlauf des jihrlich kumulierten Redispatchumfangs in TWh von 2022 bis 2032 basierend auf AT-
LANTIS Simulationen fiir unterschiedliche Varianten. (1): Startnetz mit optimierten Standorten konventioneller
Kraftwerke (eingefirbte Flichen); (2): Optimierte Standorte und steuerbarer HGU-Korridor (gestrichelte Linien);
(3) Startnetz ohne HGU mit originalen Standorten laut Szenariorahmen NEP 2012 (durchgezogene Linien)

45.4 Zusammenfassung der Ergebnisse

Die gezeigten Ergebnisse fiir das Jahr 2022 untermauern die grundlegenden Erkenntnisse aus fritheren
Untersuchungen (Stigler et al., 2012a). Insbesondere im Starkwindfall ergibt sich eine deutlich hohere
Windintegration durch Beriicksichtigung steuerbarer Transportkorridore. In Kombination von opti-
mierter Standortwahl konventioneller Kraftwerke und steuerbaren Korridoren kann die nicht integrier-
bare Winderzeugung im Starkwindfall 2022 auf ein Niveau im Bereich von 5% und damit auf eine Gro-
Benordnung reduziert werden, in welcher das Potenzial alternativer Verwendungszwecke wie z.B.
power-to-heat oder (dezentrale) Speicherung in wirtschaftlicher Weise und technischer Machbarkeit
gehoben werden kann. Der Ausblick auf das Jahr 2032 bestéirkt diese Erkenntnis iiber die Notwendig-

keit steuerbarer Korridore fiir den gerichteten Stromtransport.
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5 Zusammenfassung und Ausblick

Zu Beginn der 1930er Jahre entstand allméhlich der Gedanke eines européischen Verbundnetzes mit
dem Zweck die Kraftwerksreserve in den einzelnen Léndern zu minimieren und sich bei Bedarf (z.B.
bei Storfillen) gegenseitig durch Energielieferungen zu unterstiitzen. Pioniere wie Oskar von Miller
erkannten bereits frith das elektrizitidtswirtschaftliche Potenzial eines linderiibergreifenden Hochst-
spannungsnetzes fiir eine optimale Nutzung der vorhandenen Primérenergieressourcen und schlugen in
ihren Entwiirfen bspw. die netztechnische Verbindung der Alpenwasserkriifte mit den thermischen
Kraftwerken im Ruhrgebiet vor. Mit Entstehung der UCPTE entwickelte sich schrittweise das heutige
220/380-kV-Hochstspannungsnetz in Kontinentaleuropa. Mit Beginn der Liberalisierung der europé-
ischen Elektrizitidtsversorgung in den 1990er Jahren stiegen auch die Anforderungen an das Verbund-
netz. Neben der Gewihrleistung einer sicheren Stromversorgung begriindete der zunehmende grenz-
iiberschreitende Stromhandel fiir den europsischen Binnenmarkt ein neues Aufgabenfeld fiir die Uber-
tragungsnetzbetreiber in der UCTE. Die Umsetzung klima- und energiepolitischer Entscheidungen
(z.B. Kyoto-Protokoll, EU 20-20-20 Ziele usw.) in der EU und deren Mitgliedsstaaten und die mit der
Energie- bzw. Stromwende einhergehenden hohen Durchdringungsraten erneuerbarer Energien stellen
wiederum neue Anspriiche an das Ubertragungsnetz. Es vollzieht sich aktuell ein Paradigmenwechsel
von einem vorwiegend bedarfsgerechten und bedarfsnahen Erzeugungssystem hin zu einem dargebots-
abhiingigen und lastfernen Aufbringungssystem. Dies erfordert einen umfangreichen Umbau des
Verbundnetzes hin zu einem Netz, welches zunehmend auch Anforderungen an einen gerichteten und

steuerbaren Transport erfiillen muss.

Literaturtiberblick zur strategischen Netzausbauplanung

Der genannte Paradigmenwechsel erfordert fiir eine robuste Netzentwicklung eine fundierte elektrizi-
tatswirtschaftliche Rahmenplanung mit langfristigem Planungshorizont, welche zusétzlich zu den
international anerkannten technischen Planungsgrundsétzen wie bspw. (n-1)-Rechnungen und Stabili-
tdtsanalysen das Gesamtsystem bestehend aus Erzeugung, Verbrauch, Speicherung und Netz beriick-
sichtigt. Diese Herangehensweise ist nicht zuletzt aufgrund der zunehmend schwierigeren Genehmigung
neuer Leitungen von hoher Bedeutung. Die Tendenz hin zu ékonomischen Betrachtungen des Netzaus-
baus wird auch durch neue Planungsansitze der ENTSO-E in Europa, jene von PJM in Nordamerika
oder jene der australischen Regulierungsbehérde AER unterstrichen. Diese Ansitze sind in ihrem Kern
sehr dhnlich und sehen eine Kosten-Nutzen-Analyse von Netzausbaumafinahmen vor. Auf der Nutzen-
seite stehen dabei bspw. die durch Netzausbaumafinahmen beeinflusste die Integration erneuerbarer
Energien, Kostenminimierung des Kraftwerkseinsatzes, Nutzen wohlfahrtsokonomischer Opportuni-
tdten im Stromhandel und Reduktionspotenziale fiir CO,-Emissionen. Die Verinderung dieser Fakto-
ren durch Netzausbau ist dabei abhingig vom elektrizitdtswirtschaftlichen Umfeld und dessen kiinftige

Entwicklung im Rahmen konsistenter Szenarien.

Entwicklung von Methoden zur strategischen elektrizitatswirtschaftlichen Netzentwicklung

Eine elektrizitéitswirtschaftliche Rahmenplanung zur Netzentwicklung erfordert ein dementsprechendes
Instrumentarium, wie z.B. das Simulationsmodell ATLANTIS, welches das Gesamtsystem bestehend
aus Erzeugung, Verbrauch und Netz abbildet. Der Kern des Modells ATLANTIS ist dessen Datenbasis
bestehend aus Kraftwerkspark, Verbrauch je Netzknoten und 220/380-kV-Hochstspannungsnetz in
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Kontinentaleuropa. Diese Datenbasis beinhaltet neben dem Bestand auch konsistente Szenarien fiir die
mogliche zukiinftige Gesamtsystementwicklung. Zu den wesentlichen Ergebnissen aus ATLANTIS
zdhlen das kiinftige Import/Export-Verhalten européischer Lénder, grenziiberschreitende Lastfliisse,
potenzielle Netzauslastungen, Kraftwerkseinsitze konventioneller Kraftwerke, Integrationsumfang
erneuerbarer Energien sowie Knotenbilanzen. Diese Ergebnisse koénnen fiir unterschiedliche Szenarien
und Situationen (z.B. fiir netzrelevante Extremfille) und in zeitlicher Dimension (z.B. in 5 Jahren, in
10 Jahren, vor- oder nach Inbetriebnahme von Kraftwerken, Leitungen usw.) erhoben und als Input-
daten fiir die weitere Netzausbauplanung bspw. basierend auf technischen Planungsgrundsitzen (z.B.
(n-1)-Analysen) herangezogen werden. Dadurch konnen in weiterer Folge und fiir eine Vielzahl
reprisentativer Zeitpunkte strukturelle Schwachstellen im Netz festgestellt und robuste Losungen zur
deren Behebung ermittelt und hinsichtlich ihrer Gesamtsystemwirkung (z.B. auf die RES-Integration)
verglichen werden. Der Modellkern von ATLANTIS besteht aus Markt- bzw. Stromhandelsmodell
sowie eine darauf aufbauende DC-Lastflussrechnung mit optimiertem Kraftwerkseinsatz unter Beriick-
sichtigung von Netzrestriktionen und dem FErgebnis aus dem Stromhandel. Die Kombination aus
Szenariodaten, Marktmodell und DC-OPF-Modell ermoglicht die zukunftsorientierte und gesamt-

systemische Netzentwicklung mit langfristigem Planungshorizont.

Mit dem bereits erwiihnten Paradigmenwechsel einhergehend stellt sich zunehmend die Frage nach der
Notwendigkeit steuerbare Netzelemente wie z.B. HGU-Leitungen zur Bewiltigung des kiinftigen
Transportbedarfs (hohe Leistungen iiber lange Distanzen). Unter dem Begriff ,steuerbarer Stromtrans-
port“ wird der Einsatz eines Netzelements verstanden, welches in Hohe und Richtung des Lastflusses
iiber das Mafl herkéommlicher Netzelemente hinausgehend beeinflussbar ist. Fiir eine umfassende
Beantwortung dieser Frage ist es notwendig, derartige Netzelemente in der elektrizitéitswirtschaftlichen
Netzentwicklungsplanung, z.B. mit dem Simulationsmodell ATLANTIS, entsprechend zu beriicksichti-
gen. Dazu werden im Rahmen der Arbeit Methoden zu den folgenden Aspekten entwickelt und disku-

tiert:

Abbildung von DC-Overlaynetzen im DC-OPF-Modell

Bestimmung elektrizitdtswirtschaftlich vorteilhafter Anschlussknoten steuerbarer Korridore

Wirkung von steuerbaren Korridoren auf das Hochstspannungsnetz
e Abbildung steuerbarer Korridore im lastflussbasierten Market Coupling Modell

Zuniichst wird eine Methode gezeigt, wie HGU-Leitungen als steuerbares Netzelement im DC-OPF-
Ansatz abgebildet werden kénnen. Dabei wird der Einsatz der HGU-Leitungen derart optimiert, dass
ein kostenminimaler Kraftwerkseinsatz moglich ist und gleichzeitig keine unnotigen Auslastungen des
DC-Netzes auftreten. Fiir ein IEEE Testnetz mit DC-Overlaynetz zeigt die Methode verglichen mit
einem Modellansatz der ETH Ziirich (Wiget & Andersson, 2013) (Verlustminimierung) gute Uber-
einstimmung in den DC-Lastflussergebnissen. Dies gilt sowohl fiir die DC-Lastfliisse im AC-Netz als
auch fiir jene im DC-Overlaynetz. Auch zeigt die entwickelte Methode geringe Abweichungen zu einer

exakten AC-Lastflussrechnung.

In weiterer Folge wird eine Methode zur Bestimmung elektrizitédtswirtschaftlich sinnvoller Anschluss-
knoten fiir steuerbare Transportkorridore im 220/380-kV-Netz entwickelt. Diese basiert auf der

Theorie der Schattenpreise bzw. deren ckonomische Bedeutung. Die Nebenbedingung im DC-OPF-
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Modell, welche die Knotenbilanz der Lastfliisse darstellt, bildet die Basis fiir die Ermittlung vorteil-
hafter Anschlussknoten. Der Schattenpreis dieser Restriktion gibt die Anderung der Zielfunktion
(Kraftwerkseinsatzkosten) bei marginaler Anderung der Nebenbedingung an. Damit quantifiziert ein
negativer Schattenpreis eines beobachteten Netzknotens unmittelbar die Kostenreduktion des Kraft-
werkseinsatzes bei Beriicksichtigung einer zusitzlichen Ubertragungskapazitit an diesem Knoten. An-
hand von Testnetzen kann gezeigt werden, dass mit der entwickelten Methode, abhéingig vom zukiinf-
tigen Szenario, vorteilhafte Anschlussknoten fiir DC-Systeme unmittelbar aus den Schattenpreisen der
Netzknoten abgeleitet werden konnen. Dabei lassen sich sowohl vorteilhafte Ausspeiseknoten (DC-
System nimmt Leistung aus dem Drehstromnetz auf) als auch optimale Einspeiseknoten (DC-System
speist Leistung in das Drehstromnetz ein) anhand ihres Schattenpreises lokalisieren. In weiterer Folge
erweisen sich jene Knoten mit der hochsten Schattenpreisdifferenz als optimale Kombinationen (im
Sinne einer Kostenreduktion) fiir eine HGU-Verbindung. Durch iterative Interpretation der Schatten-
preise bzw. der Schattenpreisdifferenzen kann auch die optimale Ausbauleistung der HGU-Korridore
quantifiziert werden. Das vorhandene Basisnetz mit situativen oder strukturellen Engpéssen wird dabei
mit Einspeise- und Lastsituationen implizit durch die Gleichungen des DC-OPF-Ansatzes beriicksich-
tigt. Jene potenziellen Anschlussknoten, welche sich in unterschiedlichen Erzeugungs-Last-Situationen
wiederholt als geeignet erweisen, koénnen als robuste Knoten fiir den Anschluss von DC-Systemen

erachtet und in weiterer Folge technischen Netzanalysen unterzogen werden.

Basierend auf der DC-OPF-Methodik zum Einsatz von DC-Systemen als steuerbare Korridore wird in
im Rahmen dieser Arbeit eine Methode zur Quantifizierung der Wirkung von DC-Systemen auf das
vermaschte Drehstromnetz und auf Ringfliisse iiber parallele (ausldndische) Netzzweige gezeigt. Die
Methodik basiert auf der Analyse der Lastflussaufteilung bei ausgeglichener Erzeugung und Last in
einem betrachteten Netzgebiet (z.B. einer Regelzone). Aufgrund der Linearitit des DC-OPF-Ansatzes
lésst sich aus der Differenz der Lastflussergebnisse mit und ohne steuerbare Korridore die Wirkung von
DC-Systemen auf das AC-Netz quantifizieren. Wird neben dem betrachteten Netzbereich (z.B.
Regelzone) zudem das umliegende Netz (z.B. benachbarte Regelzonen) beriicksichtigt, kann auch der

Einfluss steuerbarer Korridore auf Ringfliisse (loop flows) ermittelt werden.

Da voraussichtlich das NTC-basierte Market Coupling kiinftig von einem lastflussbasierten zonalen
oder nodalen Modellansatz fiir grenziiberschreitenden Stromhandel abgelost wird, ist lastflussbasiertes
Market Coupling auch fiir die elektrizitdtswirtschaftliche, gesamtsystemische und strategische Netzent-
wicklungsplanung mit dem Modell ATLANTIS von Bedeutung'®®. Dazu wird das Market Coupling
Modell in ATLANTIS im Rahmen dieser Arbeit fiir ein lastflussbasiertes, implizites Market Coupling
angepasst. Es kann gezeigt werden, dass lastflussbasiertes Engpassmanagement physikalische Netzeng-
pésse bereits im Handel adéiquat abbilden kann und daraus verglichen mit dem NTC-basierten Strom-
handelsmodell weitere Opportunitéten fiir grenziiberschreitenden Stromhandel genutzt werden kénnen.
In weiterer Folge werden zwei Methoden zur Abbildung steuerbarer Korridore im lastflussbasierten
Ansatz fiir den optimalen Stromhandel entwickelt und miteinander verglichen. Wihrend die eine

Methode die steuerbare Leitung in Form einer variablen Ein- und Ausspeisung an den korrespon-

%5 An européischen Regelzonengrenzen sind aktuell HGU-Verbindungen vorhanden (z.B. in Form von Seekabel
zwischen Kontinentaleuropa und Skandinavien oder zwischen Italien und Griechenland) bzw. in naher Zukunft
vorgesehen (HGU-Verbindung zwischen Frankreich und Spanien), sodass eine die Abbildung derartiger Netz-
elemente im Modell ATLANTIS in Anbetracht dessen, dass lastflussbasiertes Engpassmanagement kiinftig vor-
aussichtlich angewendet wird, auch aus dieser Sicht relevant ist.
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dierenden Netzknoten im Optimierungsproblem beriicksichtigt, wird in der zweiten Methode eine
variable PTDF-Matrix entwickelt. Diese versindert sich abhiingig vom Einsatz der steuerbaren HGU-
Leitung, wobei dieser Einsatz im Sinne des kostenminimalen Kraftwerkseinsatzes unter optimaler
Nutzung von Handelskapazititen optimiert wird. Am Beispiel eines TEEE Testnetzes werden die
Methoden validiert und verglichen. Beide Methoden liefern dieselben Ergebnisse bzgl. optimaler Aus-
tauschmenge zwischen Marktzonen, Kraftwerkseinsatz und Einsatz der steuerbaren Netzelemente.
Dennoch zeigt die Methode mit variabler Ein- und Ausspeisung nennenswerte Vorteile gegeniiber dem
nichtlinearen Optimierungsmodell mit variabler PTDF-Matrix. Zum einen handelt es sich um einen
linearen Modellansatz, wodurch kiirzere Losungszeiten erreicht werden. Zum anderen stellt der Schat-
tenpreis der Nebenbedingung, welche das Marktzonengleichgewicht (aus Einspeisung, Verbrauch,
Export und Import) sicherstellt, unmittelbar den Markzonenpreis dar. Bei einem nodalen PTDF-An-

satz entspricht der Schattenpreis damit unmittelbar dem jeweiligen Knotenpreis.

Die im Rahmen dieser Arbeit entwickelte Modellkopplung von NTC-basiertem Marktmodell und DC-
OPF-Modell ermoglicht die Beriicksichtigung des Ergebnisses aus dem Market Coupling Modell in
Form des Regelzonensaldos im DC-OPF-Modell. Damit ist die modellhafte Abbildung von Handels-
salden (als Ergebnis des Market Coupling Modells) in der Regelzonenbilanz und in weiterer Folge die
Beriicksichtigung der Import/Export-Handelsbilanzen in der Lastflussrechnung moglich. Dies ent-
spricht der realitiitsnahen Abbildung des Regelzonensaldos der Handelsfahrpline als Sollwertvorgabe

am Sekundirregler einer Regelzone.

Anwendung der Methoden zur zukunftsorientierten elektrizitatswirtschaftlichen
Netzentwicklung

Die im methodischen Teil dieser Arbeit gezeigten Modelle werden am Beispiel des deutschen Netzent-
wicklungsprozesses und unter Beriicksichtigung des kontinentaleuropiischen Verbundsystems ange-
wendet und damit ihre Wirkungsweise an einem praktischen Beispiel demonstriert™. Wie bereits
mehrfach erldutert, veréindern sich durch den bevorstehenden Strukturbruch auf der Aufbringungsseite
elektrischer Energie die zukiinftigen Anforderungen an das das europiische Hochstspannungsnetz. So
gilt es zum Beispiel im Zuge der Energiewende in Deutschland, lastferne Erzeugung aus Windkraft im
Norden (On- und Offshore) mit den verbrauchsintensiven siidlicheren Bundesldndern zu verbinden.
Dabei zeigen Simulationen mit ATLANTIS einen kiinftigen Nord-Siid-Transportbedarf in der Grofien-
ordnung von deutlich tiber 20 GW. Die Anwendung der entwickelten Methode zur Bestimmung vor-
teilhafter Anschlussknoten fiir DC-Systeme zeigt das in Abbildung 91 (links) dargestellte Ergebnis.
Jene Netzknoten mit einer im Szenariorahmen zum NEP2012 vorgesehenen hohen Anzahl von Wind-
kraftanlagen (hohe potenzielle Einspeiseleistung) im Norden Deutschlands (Onshore und Offshore mit
Schwerpunkt im Nordwesten) zeigen dabei hohe negative Schattenpreise (rote Kreise in Abbildung 91
links). Dies bedeutet, dass eine zusitzliche Ubertragungsleitung in Form eines steuerbaren HGU-Korri-
dors, welcher Leistung vom Knoten abtransportiert, zu einem kostenoptimaleren Kraftwerkseinsatz
durch eine bessere Integration der kostengiinstigen Erzeugung aus Windkraft fithrt. Im Gegenzug dazu

zeigen insbesondere verbrauchsintensive Netzknoten bzw. Netzbereiche im Siiden Deutschlands hohe

3% Die Anwendung der entwickelten Methoden fiir lastflussbasiertes Engpassmanagement (PTDF-Ansatz ohne
und mit steuerbare HGU-Korridore) kann nur anhand von Testnetzen (z.B. IEEE Testnetz mit 30 Knoten)
gezeigt werden, da fiir die Anwendung im ENTSO-E CE Netzgebiet zum Zeitpunkt der Erstellung dieser Arbeit
keine offentlich zuginglichen Daten fiir die Handelskapazitét (flow gate capacity) zur Verfiigung standen.
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positive Schattenpreise (blaue Kreise in Abbildung 91 links). In diesem Sinne wiirde eine zusitzliche
Ubertragungsleitung, welche Leistung an den Knoten transportiert, eine kostenoptimalere Lastdeckung
bewirken. Zusitzlich zeigt sich im Bereich des Lastzentrums Nordrhein-Westfalen verglichen mit dem
Rest Deutschlands ein rascher Ubergang von negativen auf positive Schattenpreise in einem ridumlich
begrenzten Netzgebiet. Dies deutet auf Engpésse in diesem ausgeprigt hochvermaschtem Netzbereich
hin. Aus rein energiewirtschaftlicher Sichtweise ist eine Unterbrechung eines DC-Korridors verlaufend
vom Nordwesten in den Siiden Deutschlands im verbrauchsstarken Nordrhein-Westfalen durchaus
sinnvoll. Die energiewirtschaftliche Sinnhaftigkeit fiir eine derartige Unterbrechung des Nord-Siid-
Korridors bzw. die Aufteilung des Korridors in einen noérdlichen und einen siidlichen Teil liegt unter
anderem darin begriindet, dass damit eine der verbrauchsstirksten Regionen Deutschlands in das
Overlaynetz eingebunden ist. Weiters sind in dieser Region in gréflerem Umfang bedarfsgerechte Kraft-
werke vorhanden, deren Systemfunktion im Zusammenhang mit der Volatilitit regenerativer
Erzeugung zukiinftig zunehmend von Bedeutung sein wird. Zudem gilt es die zeitliche Liicke zwischen
Verbrauch und Erzeugung aus erneuerbaren Energien zu schliefen. Dies kann aus gegenwiértiger Sicht
grofltechnisch und mit adidquater ckonomischer Effizienz nahezu ausschlieSlich durch Pumpspeicher-
kraftwerke bspw. in den Alpen iiberbriickt werden, wodurch auch eine siidliche Anbindung des Ver-

braucherschwerpunkts Nordrhein-Westfalen auf lange Sicht energiewirtschaftlich zweckméBig scheint.

Abbildung 91: links: Knotenschattenpreise im Jahr 2032 mit dem zugrunde gelegten Startnetz. rechts: Verteilung
des DC-Lastflusses bei Beriicksichtigung von zwei HGU-Korridoren (Zahlenangaben in Prozent bzw. MW, Fliche
der Kreise proportional zum Verbrauch an den Knoten)

In einer weiteren ATLANTIS-Simulation wird die Wirkung von Transportkorridoren innerhalb
Deutschlands auf das restliche 220/380-kV-Hochstspannungsnetz analysiert. Dazu werden fiir eine aus-
geglichene Systembilanz der Verbrauch und die Erzeugung (mit Schwerpunkt im Norden) in Deutsch-
land auf 100 MW festgelegt. Das umliegende Hochstspannungsnetz wird in der Berechnung bertick-
sichtigt, wihrend Last und Erzeugung im Ausland unberiicksichtigt bleiben. Die daraus resultierenden
Lastfliisse verteilen sich entsprechend den im DC-Lastfluss vorgegebenen Netzparametern. Unter
Anwendung des im methodischen Teil dieser Arbeit gezeigten Modellierungsansatzes fiir steuerbare
Korridore im DC-OPF-Modell ergibt sich das in Abbildung 91 (rechts) dargestellte Ergebnis bei
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Modellierung von zwei Nord-Siid-Korridoren. Zusammenfassend lassen sich zwei Effekte durch die
HGU-Korridore beobachten. Zum einen sinken durch innerdeutsche DC-Korridore die Ringfliisse iiber
das ausléndische Nachbarnetz, zum anderen bewirken die Korridore eine deutliche Entlastung im deu-
tschen 220/380-kV-Netz. Dies bedeutet grofiere Netzreserven zur Bewiiltigung zukiinftiger Anforde-

rungen an das Stromnetz.

Aufbauend auf diesen Erkenntnissen werden in weitere Folge umfangreiche Szenario- und Extremfall-
rechnungen mit dem Modell ATLANTIS durchgefiihrt. Dabei werden teilweise Analysen herangezogen,
welche bereits im Zuge des Gutachtens NEMO II (Stigler et al., 2012a) vom Autor dieser Dissertation
mit ATLANTIS durchgefiihrt wurden. Diese werden durch weitere Analysen ergiinzt, welche mafigeb-
lichen Einfluss auf den Netzausbau haben. Ziel der Modellrechnungen ist es, elektrizitéitswirtschaftlich
relevante Kenngroflen wie z.B. die Integration erneuerbarer Energien oder den Umfang an Redispatch-
mafnahmen in unterschiedlichen Netzvarianten zu quantifizieren und damit fiir die langfristige Netz-
entwicklungsplanung zusétzlich zu den notwendigen technischen Grundlagen der konventionellen
Netzausbauplanung alternative Indikatoren fiir Netzausbau darzustellen. Durch die Kombination aus
Szenario- und Extremfallrechnungen erweitert sich das Analysespektrum. Zudem ergibt sich die
Moglichkeit einer zeitlichen Beobachtung des Gesamtsystems innerhalb eines Jahres und iiber den
Zeitraum mehrerer Jahre hinweg. Die Szenariorechnungen zeigen die nachfolgend zusammengefassten
Ergebnisse. Ab dem Jahr 2022 nimmt der im Modell ermittelte Umfang an netzentlastenden Eingriffen
in den Kraftwerkseinsatz (Redispatch) massiv zu und netzbedingte Produktionseinschréinkungen von
Erzeugung aus erneuerbaren Energien, allen voran aus Windkraft (knapp 30 TWh/a bzw. 13% der

potenziellen Jahreserzeugung im Jahr 2032) steigen an.

Erdgas =3 Steinkohle 1 Braunkohle
=m0l [IBiomasse C—JKernenergie
C—Jsonstiges mmm (Pump-)Speicherkraft = | aufwasserkraft
== Windkraft Solarenergie —>—pos. Redispatch Nullvariante
——neg. Redispatch Nullvariante
110 -
z == == 2= == =3
Q Q0o 0O QO VO VO
90 B BB OHn 00 90 90
< 22 <% 29 ¥ <%
70 A : 1
50 A ;
c d
= _
s * T 0 g O A e P
[ 10 e — —
< e
o ]
S -10
m =
Q -30
2
he]
o -50
@
-70
-90
-110

2012
2013
2014
2015
2016
2017
2018
2019
2020
2021
2022
2023
2024
2025
2026
2027
2028
2029
2030
2031
2032

Abbildung 92: Verlauf der jidhrlich kumulierten Redispatchmenge zwischen 2012 und 2032 bei zeitlich gestaffelter
Inbetriebnahme des HGU-Korridors verlaufend vom Nordwesten in den Siiden von Deutschland und Verlauf des
Redispatches (als Hiillkurve) in der Netzvariante ohne HGU-Korridore (Nullvariante)

Aufgrund zunehmender Engpisse im Startnetz wird die nicht integrierbare Erzeugung aus Windkraft-
werken durch nicht marktfihige thermische Kraftwerke (Steinkohle-, Erdgaskraftwerke) ersetzt,
woraus verglichen mit einem Kraftwerkseinsatz laut Markt (bei marktzoneninterner Kupferplatte)

hshere CO,-Emissionen zu erwarten sind. Der gezeigte Leistungsumfang von Redispatchmafinahmen
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bis nahezu 420 GW ist fiir den Netzbetrieb in der Praxis kaum bewiiltigbar und mit sehr hohen
Kosten verbunden und stellt damit keine Alternative fiir Netzausbau nach dem NOVA-Prinzip dar.
Aus den Szenariorechnungen mit einem und zwei steuerbaren Overlaykorridoren wird die positive
Wirkung des gerichteten Stromtransportes iiber grofle Entfernungen deutlich. Es zeigt sich eine starke
Reduktion des Redispatches im Vergleich zur Netzvariante ohne Korridore und eine deutlich hohere
Integration erneuerbarer Erzeugung (v.a. aus Windkraft im Norden von Deutschland). Dabei ist ein
schrittweiser und koordinierter Ausbau der Korridore in Abstimmung mit den angenommenen Ausbau-
pfaden fiir erneuerbare Energien zielfithrend und im Sinne einer robusten Netzausbauplanung
(Abbildung 92). Die Analyse der Netzauslastungen (DC-Lastfluss im Drehstromnetz) im Nahbereich
der HGU-Korridore zeigt, dass fiir die systemoptimale Einbindung der HGU-Leitungen begleitende
NOVA-Mafinahmen im AC-Netz erforderlich sind. Dabei zeigt insbesondere der Korridor verlaufend
vom Nordwesten Deutschlands iiber Nordrhein-Westfalen nach Siiddeutschland stabile und hohe Aus-
lastungsgrade in den untersuchten Fillen fiir die Jahre 2022 bis 2032.

Zusitzlich zu den Szenariorechnungen werden fiir den Extremfall ,Starklast, Starkwind und schwache
Erzeugung aus Photovoltaik“ die Wirkungen unterschiedlicher Mafinahmen im Hoéchstspannungsnetz
(HGU-Korridore, Freileitungsmonitoring, AC-NOVA-Mafinahmen) auf das Gesamtsystem gegeniiber-
gestellt. Dabei werden insbesondere die Jahre 2022 und 2032 mit ATLANTIS analysiert.
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*...Die fiir die ATLANTIS-Rechnungen herangezogenen NOVA-Mafnahmen im
220/380-kV-Netz wurden vom Institut fiir Elektrische Anlagen der Technischen
Universitidt Graz basierend auf AC-Lastflussrechnungen und technischen Grund-
lagen zur Netzplanung (n-1 etc.) erhoben. (Stigler et al., 2012a)

Abbildung 93: Vergleich der Redispatchleistung aus ATLANTIS in der Extremfallrechnung ,Starkwind, Starklast,
schwache PV-Erzeugung“ im Jahr 2032 in unterschiedlichen Varianten aus zwei Transportkorridoren, AC-NOVA-
Mafnahmen und Freileitungsmonitoring (FLM)

Im Startnetz (ohne HGU und ohne FLM) liegt der im Modell ermittelte Redispatchumfang im unter-
suchten Starkwindfall fiir 2032 bei £36 GW. Redispatch in der gezeigten Groflenordnung ist keine
Alternativldsung fir ein zukunftsorientiertes Ubertragungsnetz, sodass begleitende AC-NOVA-Maf-
nahmen jedenfalls notwendig sind. In der Variante mit zwei HGU-Korridoren (Ubertragungsleistung
15 GW) kann in Kombination mit AC-NOVA-Mafinahmen und FLM fiir 2032 der Redispatch im
Modell auf +11 GW reduziert werden (Abbildung 93). Aus der deutlich htheren Integration erneuer-
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barer Erzeugung (v.a. aus Windkraftanlagen) resultiert ein geringerer Einsatz ineffizienter, nicht

marktfihiger thermischer Kraftwerke, wodurch auch die CO,-Emissionen verringert werden.

Die untersuchten Netzvarianten bestiitigen die Robustheit der beiden angenommenen HGU-Korridore.
Durch den Transportkorridor im Westen Deutschlands kann insbesondere fiir die Grenze zu den
Niederlanden eine deutliche Reduktion von Ringfliissen nachgewiesen werden. Fiir eine zukunftsorien-
tierte Netzentwicklung ist die HGU-Losung gegeniiber reinem AC-Netzausbau zu bevorzugen. Frei-
leitungsmonitoring stellt eine sinnvolle Ergéinzung dar und bietet insbesondere im Netzbetrieb zusitz-
liche Freiheitsgrade. Die zweckméifiige Anzahl von Korridoren und deren Dimensionierung ist mafigeb-
lich von den Eingangsparametern wie z.B. der Verbrauchsentwicklung und -verteilung und der instal-
lierten Windkraftleistung (v.a. Offshore) und deren geografischen Verteilung (z.B. auf Ost- und Nord-
see) abhingig. Auch Aspekte der Versorgungssicherheit (z.B. bei Ausfall eines DC-Systems) spielen

eine entscheidende Rolle und miissen in technischen Netzanalysen angemessen beriicksichtigt werden.

Aus den Simulationen mit ATLANTIS zeigt sich deutlich, dass die ortliche Distanz und zeitliche
Entkopplung zwischen Erzeugung aus dargebotsabhingigen Energiequellen und dem Bedarf an
elektrischer Energie kiinftig einen gerichteten Stromtransport erfordern. Auch die Einbindung von
Energiespeichern im Sinne einer optimalen Nutzung erneuerbarer Energieerzeugung erfordert ein dafiir
ausgelegtes Ubertragungsnetz. Neben der Aufgabe als Transportnetz bzw. Ubertragungsnetz sind im
Hinblick auf die Versorgungssicherheit auch die Anforderungen an ein echtes Verbundnetz
entsprechend hoch. Neben der Bedienung des Transportbedarfs ist der sichere und zuverlissige
Netzbetrieb von vorrangiger Bedeutung. Zusitzlich zur Energiedeckungsaufgabe durch Kraftwerke gilt
es im Sinne der Netzstiitzung (Spannungs- und Frequenzhaltung, Kurzschlussstrome etc.) auch den
dafiir entsprechenden sinnvollen Kraftwerksstandort im Netz zu bestimmen. Die Wirkung der Stand-
ortwahl kiinftiger bedarfsgerechter Kraftwerke auf den erforderlichen Netzausbau wird mit dem Simu-
lationsmodell ATLANTIS in einer Grobanalyse dargestellt. Das iibergeordnete Ziel der Untersuchun-
gen ist die Darstellung der Auswirkung bzw. der Sensitivitit der im Szenariorahmen zum NEP 2012
getroffenen Standortwahl neuer Kraftwerke auf den Netzausbaubedarf. Darauf aufbauend kann gezeigt
werden, dass eine optimierte Positionierung der Szenariorahmen-Kraftwerke einen reduzierenden Ein-
fluss auf den Redispatch und damit auf den zu erwartenden Netzausbau hat. Die Betrachtung der
Marktquote geplanter Szenariorahmen-Kraftwerke zeigt (bei durchschnittlicher EE-Erzeugung) fiir
Kraftwerke mit einer Summenleistung von rund 7 GW eine Marktquote deutlich unter 10%. Die restli-
chen Szenariorahmen-Kraftwerke erreichen eine durchschnittliche Marktquote von 83% und sind dem-
zufolge, jedoch ohne nihere Betrachtung einzelner Kraftwerke, nicht unmittelbar als unwirtschaftlich
zu betrachten. Bei Betrachtung der Standortwirkung (Netzanschlussknoten) marktfihiger Kraftwerke
auf das Netz zeigt sich, fiir den besonders schwierigen Starkwindfall, dass rund 10 GW netzbelastende
(oder neutrale) Wirkung haben. Diese werden basierend auf Szenario- und Extremfallrechnungen an
optimierten /netzentlastenden Einspeiseknoten im Nahbereich hinter strukturellen und situativen Eng-
péssen vorgesehen. In Kombination von optimierter Standortwahl konventioneller Kraftwerke und
steuerbaren Korridoren kann die nicht-integrierbare Winderzeugung im Starkwindfall 2022 auf ein
Niveau im Bereich von 5%. Der Ausblick auf das Jahr 2032 bestirkt die Erkenntnis iiber die Not-
wendigkeit steuerbarer Korridore fiir den gerichteten Stromtransport. Der Umfang nicht-integrierter
Winderzeugung bemessen am FErwartungswert fiir 2032 belduft sich im Startnetz bei optimierter

Standortwahl auf 10%. Eine deutliche Reduktion des netzengpassbedingten Eingriffs in den Kraft-
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werkseinsatz in Form von Redispatchmafinahmen und Einspeisemanagement bei erneuerbaren Ener-
gien kann durch die Beriicksichtigung steuerbarer Transportkorridore erreicht werden. Dabei sinkt der
Umfang nicht integrierter Winderzeugung bemessen am Erwartungswert fiir 2032 auf 3,2%. Damit
liegt die nicht-integrierte Erzeugung aus erneuerbaren Energien in einer Groflenordnung, in welcher
durch Alternativlgsungen wie z.B. power-to-heat der energetische Nutzungsgrad aus dem Dargebot

erneuerbarer Energien wirtschaftlich maximiert werden kann.

Schlussfolgerungen und Ausblick

Die langen Vorlaufzeiten fiir Planung und Genehmigung des Netzausbaus und die sich im Gegensatz
dazu sehr dynamisch veréindernde Umgebung (EE-Férderung und EE-Ausbau, Marktorganisation,
Energiespeicherung, verbraucherseitige Flexibilisierungsmafinahmen usw.) bedeuten fiir die Netzent-
wicklung die Festlegung robuster erster Schritte und die Notwendigkeit einer zeitlich rollierenden
Planung. Unbestritten ist die physikalisch bedingte geringe Steuerbarkeit der Lastfliisse im Drehstrom-
netz, insbesondere im Hinblick auf den zukiinftigen erwarteten Transportbedarf zwischen Erzeugungs-
und Lastzentren. Bei den erwarteten Durchdringungsraten lastferner Einspeisung erneuerbarer
Energien und dem mit der Stromwende einhergehenden Paradigmenwechsel von einem bedarfsgerech-
ten und bedarfsnahen System hin zu einem dargebotsabhéngigen und bedarfsfernen Aufbringungs-
system ist daher der gerichtete Stromtransport durch steuerbare Transportkorridore als zielfiihrende
und robuste Losung im Sinne einer gedeihlichen und nachhaltige Umsetzung energie- und klimapoliti-
scher Ziele zu erachten. Die Vorteile bei optimierter Netzintegration steuerbarer HGU-Korridore unter
Beriicksichtigung des kiinftigen Gesamtsystems sind dabei die Entlastung des 220/380-kV-Netzes, was
in weiterer Folge groflere Netzreserven zur Bewiltigung zukiinftiger Anforderungen an die Netz-
betriebsfithrung bedeutet. Zudem reduzieren steuerbare HGU-Korridore den Bedarf an Redispatch
(d.h. den Eingriff in den Kraftwerkseinsatz und v.a. die netzsicherheitsbedingte Produktionseinschrén-
kung der Einspeisung aus erneuerbaren Energien) erheblich und verringern aulerdem die Ringfliisse
iiber das benachbarte Ausland. Zusétzlich kann gezeigt werden, dass eine optimierte Standortwahl
bedarfsgerechter zukiinftiger Kraftwerke reduzierend auf den Redispatchumfang im Modell ATLAN-
TIS wirkt, woraus auf einen verringerten Netzausbaubedarf geschlossen werden kann. Dies ist insbe-
sondere vor dem Hintergrund sinkender Wirtschaftlichkeit bedarfsgerechter Kraftwerke im derzeitigen
Marktsystem (energy only market), bevorstehender Stilllegungen von Kraftwerken bspw. aufgrund
gesetzlicher Bestimmungen wie dem Ausstieg aus der Kernenergie sowie fehlender Investitionsanreize
fiir den Neubau von bedarfsgerechten, konventionellen Kraftwerken von besonders dringlicher Rele-

vanz fiir die Netzsicherheit und die Netzentwicklungsplanung in den kommenden Jahren.

Die im Rahmen dieser Arbeit entwickelten Methoden und vor allem die daraus abgeleiteten Erkennt-
nisse durch anwendungsorientierte Analysen mit ATLANTIS zeigen die hohe Bedeutung einer elektri-
zitétswirtschaftlichen Rahmenplanung fiir die zukunftsorientierte Entwicklung eines robusten

Verbundnetzes.
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6 Anhang

A-l. Das Simulationsmodell ATLANTIS

Modellaufbau und Modellablauf in ATLANTIS

Das Simulationsmodell ATLANTIS wurde am Institut fiir Elektrizititswirtschaft und Energieinno-
vation der Technischen Universitit Graz entwickelt. Es ist eine modellhafte Abbildung der Elektri-
zitdtswirtschaft in Kontinentaleuropa. Eine umfassende Datenbank bildet die Basis fiir real- und nomi-

nalwirtschaftliche Gesamtsystemanalysen und umfasst unter anderem folgende Daten'®:

e 29 Staaten der Regionalgruppe ,Kontinentaleuropa“ der ENTSO-E CE (ehem. UCTE);

e mehr als 19.400 Datensétze in der Kraftwerksdatenbank (inkl. knapp 7.500 Neubauprojekte
und aggregierte erneuerbare Erzeugung) bestehend aus jeweils 44 Einzeldaten je Kraftwerk
(z.B. Engpassleistung, Inbetriebnahmejahr, Kraftwerkstyp etc.) (Abbildung 94);

o 30 Kraftwerkstypen mit definierten Wirkungsgraden, spezifischen Kosten, Lernkurvenpara-
meter, Verfiigharkeit und Wartungszeiten, CO,-Emissionsfaktoren, etc.;

e 15 Brennstofftypen je Land, wovon jeder einer eigenen Preisentwicklung folgen kann;

e rund 3.800 Netzknoten bzw. Sammelschienen der Spannungsebenen 380 kV und 220 kV
(110 kV sofern systemrelevant) bestehend aus jeweils zehn Einzeldaten je Knoten (z.B.
Spannungsebene, Verbrauchsgewicht, Georeferenzwerte etc.);

e mehr als 6.200 bestehende Leitungen und Transformatoren des 380/220-kV-Ubertragungs-
netzes inkl. fiir den Lastfluss relevante 110-kV- bis 150-kV-Leitungen bestehend aus jeweils 22
Einzeldaten je Netzelement (z.B. Langsimpedanz, Spannungsebene, thermischer Grenzstrom
etc.) (Abbildung 94);

e rund 1.200 einzelnen Netzprojekten (inkl. HGU-Projekte), welche entsprechend den Projekt-
beschreibungen aus nationalen und internationalen (TYNDP'*) Netzentwicklungspléinen
modelliert sind (Abbildung 94);

e ca. 100 Erzeugungs- und Vertriebsunternehmen mit den fiir die nominalwirtschaftliche

Simulation wesentlichen Daten wie Anlagenspiegel, Personalaufwand, Kundenanzahl etc.

Basierend auf dieser umfangreichen Datenbank kénnen elektrizitéitswirtschaftliche Simulationen durch-
gefithrt werden, wobei bei der Modellentwicklung auf eine moglichst flexible und einfach adaptierbare
Programmstruktur geachtet wurde, um Aufgabenstellungen unterschiedlichster Art untersuchen zu
konnen. Priméres Ziel des Simulationsmodells ist es, die komplexen Systemzusammenhiinge der Elek-
trizitdtswirtschaft darzustellen. So kénnen beispielsweise Prognosen der langfristigen Strompreisent-
wicklung, Investitionsbedarf in die Netz- und Erzeugungsinfrastruktur sowie die Auswirkung selbiger
auf die CO,-Bilanz Europas, die Systemintegration erneuerbarer Energien, mittelfristige Unterneh-
mensentwicklungen, der volkswirtschaftliche Nutzen der Errichtung von Ubertragungsleitungen,

Vorab-Wirkungsanalysen neuer Marktsysteme u.v.a.m. ermittelt werden.

135 Jeder Datensatz umfasst im Modell eine Vielzahl an Datenfeldern, welche im Rahmen dieser Arbeit nur bei
Bedarf néher erliutert werden. Eine tiefergehende Darstellung ist unter anderem in (Gutschi et al., 2009),
(Gutschi et al., 2010) und (Stigler et al., 2012b) angefiihrt.

% Ten Year Net Development Plan von ENTSO-E. Dabei handelt es sich um den nicht bindenden zehnjghrigen
gemeinschaftsweiten Netzentwicklungsplan entsprechend Art. 8 der EU-Verordnung Nr. 714/2009/EG.
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Abbildung 94: kontinentaleuropéischer Kraftwerkspark und Hochstspannungsnetz in ATLANTIS im Jahr 2012

Nachfolgend werden die wesentlichsten Eckpunkte des Simulationsablaufs kurz erldutert. Fiir die
Simulation kommen unterschiedliche Module fiir Spitzenlastdeckung, Kraftwerkseinsatz, Strommaérkte,
Lastflussrechnung und Engpassmanagement sowie Unternehmensbilanzierung zur Anwendung. Ergénzt
werden die Kernmodelle u.a. durch Werkzeuge fiir Extremfall- und Sensitivitdtsuntersuchungen sowie
zur Abschiitzung von Brennstoffpreisverhiltnissen. Abbildung 95 zeigt ein Blockflussbild der zugrunde
liegenden Algorithmen. Die bereits erwiihnte Datenbank dient als Basis fiir die simulierten Szenarien.
Dementsprechend werden in den Szenariodefinitionen das Untersuchungsgebiet und die vorgegebenen
Randbedingungen definiert. Dazu zdhlen z.B. die zukiinftige Entwicklung von Brennstoffpreisen,
Bedarfszuwachs, Wirtschaftswachstum, Leitungsausbauprojekte, politische Vorgaben wie Emissions-
handel u.v.a.m. Nachdem die Ziele und Randbedingungen eines Szenarios festgelegt wurden, beginnt
der eigentliche Simulationsablauf. Die Simulation von Szenarien basiert auf einer monatlichen Basis,
wobei jedes Monat in je zwei Peak- und Offpeak-Perioden unterteilt wird. In rund 10% der Stunden
eines Monats wird ein forcierter Speichereinsatz (Peak-Periode) verfolgt, wéhrend in weiteren 10%
(Offpeak-Periode) ein entsprechend forcierter Einsatz der Pumpen erfolgt. Zu Beginn jedes simulierten
Jahres wird iiberpriift, ob im Fall der winterlichen Jahreshiochstlast geniigend Kraftwerkskapazititen
zur Deckung des Bedarfs vorhanden sind. Dabei werden iiber eine DC-Lastflussrechnung (DC-OPF')
auch die geografische Verteilung der Erzeugungskapazititen sowie Netzengpisse beriicksichtigt. Um
die von Mittel- und Osteuropa stark abweichende Verbrauchscharakteristik der siideuropéischen
Liéinder mit zu beriicksichtigen, wird zusitzlich eine Uberpriifung der Spitzenlastdeckung im Sommer

durchgefiihrt. Ergibt diese jidhrliche Leistungsdeckungsrechnung, dass nicht alle Netzknoten zu den

BT DC-OPF steht dabei fiir DC' Optimal Power Flow. Dabei handelt es sich um ein Optimierungsproblem, welches
unter Einhaltung definierter Nebenbedingungen den kostenminimalen Kraftwerkseinsatz ermittelt.

154



Anhang | 6

Spitzenzeiten ausreichend versorgt werden konnen, so schligt der Algorithmus den Zubau von Kraft-

werken an geeigneten Stellen im Netz vor, um diese Versorgungsengpisse beseitigen zu kénnen.

Datenbank, Modelle und Szenariodefinition
Allgemeine Parameter, Netz und Knoten, Kraftwerke und Kraftwerksparameter,
Unternehmensdaten, Hydro-Datenbank, Bedarfsentwicklung, Brennstoff- und CO--
Preisentwicklung, Kraftwerksparkentwicklung, Netzentwicklung...

Lastflussrechnung fiir die Jahreshéchstlast und Sommerhdchstlast unter
Berticksichtigung der gesichterten Leistung.
falls nétig: automatischer Kraftwerkszubau an optimierten Standorten

[ Leistungsdeckungsrechnung

~N

Folgende Modelle werden fiir jede Periode in jedem Monat berechnet:

monatliche Dauerlinie pro Land unterteilt in PEAK/OFFPEAK
(frei diskretisierbare Anzahl an Perioden)
Optimierung: kostenoptimaler Kraftwerkseinsatz mit Beriicksichtigung des VerbundnetZGSJ

~N

[ Energiedeckung: Gesamtmarktmodell

Jahr + 1

Marktmodell: Market Coupling mit NTC
Optimierung: Market Coupling in ENTSO-E CE basierend auf
Net Transfer Capacities (NTC) an den Léndergrenzen (Cross-Border)
Ergebnis: Kraftwerkseinsatz und Landerbilanzen (Reglerwerte)

AN

Optimierung: kostenoptimaler Kraftwerksredispatch mit Lastfluss unter Einhaltung der
Lénderbilanzen aus dem Market Coupling (Minimierung von internationalem Redispatch)

2
T Energiedeckung: Lastfluss nach Marktmodell
Q

>,

~
Extremfall-Tool Unternehmensmodell
Berechnen von Extremfllen innerhalb Bilanz und Gewinn- und Verlustrechnung fiir

des Szenarios die modellierten Erzeugungsunternehmen)

Auswertung
Darstellung von Lastflissen, Kraftwerkseinsatz, Unternehmensbilanzen...

Abbildung 95: vereinfachtes Blockflussbild des Simulationsmodells ATLANTIS

Alternativ kann in derartigen Fillen oftmals auch ein Netzausbau Abhilfe schaffen. Im Rahmen dieser
Arbeit werden fiir die ATLANTIS-Berechnungen die Szenarioentwicklung des Kraftwerksparks
(installierte Leistung je Netzknoten) und die angenommene Entwicklung des Verbrauchs (Energie)
bzw. der Last (Leistung) derart modelliert, dass eine Deckung der Jahreshochstlast im gesamten
Simulationszeitraum im Modellgebiet ENTSO-E Kontinentaleuropa (ENTSO-E CE) moglich und kein
automatischer Kraftwerkszubau zur Deckung der Jahreshochstlast notwendig ist. Anschlieend an die
Leistungsdeckungsrechnung erfolgt die monatliche Berechnung des Kraftwerkseinsatzes nach wirt-
schaftlichen Kriterien, wobei zunichst ein gesamteuropéischer Groffhandelsmarkt durch nationale
Stromborsen und daran anschlieBend ein gesamteuropéisch betrachtet kostenminimaler Kraft-
werkseinsatz unter Beriicksichtigung der Restriktionen im Héchstspannungsnetz berechnet wird.
Zahlreiche Kraftwerksparameter wie maximale und minimale Leistung, Wartungsfaktoren und
Verfiigbarkeitsfaktoren auf monatlicher Basis, altersabhéingiger Wirkungsgrad etc. fliefen in die Merit
Order'® der variablen Erzeugungskosten mit ein. Bei den dargebotsabhingigen Energieerzeugungs-
technologien (z.B. Windkraft, Photovoltaik etc.) werden zudem langjdhrige monatliche Erzeugungs-

charakteristika auf NUTS-2'* Ebene fiir das gesamte Simulationsgebiet ENTSO-E Kontinentaleuropa

% Die nach Grenzkosten (variable Erzeugungskosten) aufsteigend sortierte (verfiigbare) Kraftwerkskapazitit wird
als Merit Order (der variablen Erzeugungskosten) bezeichnet.

139 Abkiirzung fiir Nomenclature des unités territoriales statistiques. ,Die Statistiknutzer haben auf den zuneh-
menden Bedart einer Harmonisierung auf Gemeinschaftsebene hingewiesen, um iiber vergleichbare Daten fiir die
gesamte Européische Union verfiigen zu kénnen. Um die Erhebung, Erstellung und Verbreitung von harmonisier-
ten Regionalstatistiken zu ermdglichen, hat die Européische Union die NUTS-Klassifikation eingefithrt. [...]. Mit
der NUTS-Klassifikation wird das Wirtschaftsgebiet der Mitgliedstaaten einschlieflich ihres iiberregionalen
Gebiets untergliedert.“ (http://europa.eu/legislation summaries/regional policy /management/g24218 de.htm

im April 2014 und Verordnung (EG) Nr. 105/2007)
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beriicksichtigt. fiir alle groflen Laufwasserkraftwerke wurden monatliche Erwartungswerte der Erzeu-
gung aus historischen Abflussdaten standortscharf modelliert (Schiippel, 2010). Die Simulation der
Wiirmeauskopplung von KWK-Anlagen erfolgt ebenfalls auf monatlicher Basis basierend auf monatli-
chen Heizgradtagen fiir jede NUTS-2 Ebene. Extremsituationen kénnen im Anschluss an die Szenario-

rechnungen frei definiert und berechnet werden.

Anschlieend wird ein gesamteuropéisches Market Coupling Modell unter Beriicksichtigung vorgege-
bener NTC-Werte berechnet. Daraus ergeben sich bei zwolf Monaten und jeweils vier Perioden je
Monat jihrlich 48 Handelsergebnisse mit Kraftwerkseinsatz laut Markt sowie Export-Import-Bilanzen

je Land unter Einhaltung des maximal zuléssigen Handelsflusses je Grenze und Richtung (NTC).

Im niichsten Schritt erfolgt die Berticksichtigung der vom Stromnetz vorgegebenen Restriktionen, wo-
durch oftmals eine Verinderung des Kraftwerkseinsatzes — ein sog. Redispatch'*’ — vorgenommen wer-
den muss, um Engpiisse im Ubertragungsnetz zu beseitigen. Dabei wird ausgehend vom Ergebnis des
durchgefithrten Market Coupling in einem einzigen Modellschritt implizit der Kraftwerkseinsatz und
der Einsatz von Phasenschiebertransformatoren und Querregeltransformatoren derart gestaltet, dass
das Ausmafl an nationalen und internationalen Eingriffen in den Kraftwerkseinsatz moglichst gering
bleibt. Daraus ergeben sich pro Jahr 48 Kraftwerkseinsatzoptimierungen unter Beriicksichtigung des
Netzes und des Handelsergebnisses. In Abschnitt 3 folgt eine nihere Beschreibung des im Rahmen die-
ser Arbeit entwickelten integrierten DC-OPF-Modellansatzes mit Beriicksichtigung des Marktergeb-

nisses.

Nach dem DC-Lastfluss steht der tatsichliche Kraftwerkseinsatz fest und in der Folge kénnen Brenn-
stoffbedarf und CO,-Emissionen je Kraftwerk berechnet werden. Aufbauend auf den Ergebnissen der
physikalischen Modelle wird fiir jedes Unternehmen oder fiir eine gesamte nationale Elektrizitéits-
wirtschaft eine vereinfachte wirtschaftliche Bilanzierung durchgefiihrt, wodurch auch die nominalwirt-
schaftlichen Auswirkungen von externen Einfliissen (Einbruch im Wirtschaftswachstum, Brennstoff-
preisentwicklung etc.) oder Unternehmensentscheidungen (z.B. Kraftwerksausbaustrategien) errechnet

werden konnen.

Zusitzlich zu den Szenariorechnungen koénnen innerhalb des Szenarioraumes sogenannte FExtremfall-
rechnungen durchgefithrt werden. Dabei konnen individuell je Land der Verbrauch sowie die Einspei-
sung dargebotsabhingiger Erzeugung (Wind, Photovoltaik, Laufwasserkraft) ebenso wie der Einsatz
von Speicherkraftwerken und Pumpspeicherkraftwerken jeweils im Rahmen technischer Grenzen
veridndert werden. Auflerdem konnen der Ausfall einzelner Netzelemente oder bspw. im Zusammenhang
mit einer Starkwindsituation zulissige Uberbelastungen einzelner Netzelemente (Stichwort Frei-
leitungsmonitoring) modelliert werden. Teil- oder Komplettausfille einzelner Kraftwerke konnen im
Rahmen einer Extremfallrechnung in Betracht gezogen werden. Damit konnen innerhalb eines konsi-
stenten Szenarioraumes bspw. Extremfille wie Schwachlastperioden und zeitgleich auftretende Stark-
windsituationen simuliert und zielfithrend kritische Situationen fiir das Ubertragungsnetz oder die

Leistungsdeckung generiert und iiberpriift werden.

M0 Zur Netzentlastung werden teure Kraftwerke hinter einem Engpass hochgefahren, wihrend marktfihige Kraft-
werke vor dem Engpass die Erzeugung zuriickgefahren werden, wodurch der Engpass beseitigt werden kann.
Diese Engpassmanagementmafinahme ist fiir den Ubertragungsnetzbetreiber mit Kosten verbunden, welche
letztendlich vom Stromkunden in Form von Netztarifen bezahlt werden miissen.
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Sowohl die Szenariorechnungen als auch die Extremfallrechnungen erlauben die Anfertigung soge-
nannter Snapshots fiir das gesamte synchrone ENTSO-E Netzgebiet. Neben dem Kraftwerkseinsatz
eines jeden einzelnen Kraftwerks beinhalten derartige Snapshots bspw. auch nationale Reglerwerte
(Import /Export-Bilanzen), Handelsfliisse und physikalische Lastfliisse je Grenze bzw. je Leitung sowie

den Bedarf unterhalb eines jeden im Modell abgebildeten Netzknoten.

Neben der Szenariosimulation und den méglichen Nebenvarianten existieren weitere Modelle, welche
zur Datenvorbereitung, Ergebnisinterpretation oder Weiterverarbeitung von Resultaten eingesetzt

werden, u.a.

e Modelle zur Bestimmung der zu erwartenden monatlichen Einspeisung aus erneuerbaren
Energien basierend auf historischen Klimamessdaten (Schiippel, 2010);

e ein okonometrisches Modell fiir die Entwicklung européischer Brennstoffpreise fiir die
Stromerzeugung auf nationaler Basis;

e cin GIS-basiertes Modell zur Bestimmung von Potenzialen der Wasserkraft (Mayer, 2010),
(Maier, 2011) ;

Daneben kann auch auf Modelle fiir alternative Berechnungsmethoden wie Simulationen auf stiind-
licher Basis, unterschiedliche Speichereinsatzstrategien oder alternative Marktmodelle zuriickgegriffen

werden.

Allgemeine Einflussfaktoren auf die Modellergebnisse in ATLANTIS
Das Simulationsmodell ATLANTIS stellt eine konsistente Abbildung der realen Elektrizitdtswirtschaft

dar, dennoch miissen einige vereinfachende bzw. idealisierende Annahmen getroffen werden, um die
komplexen Regeln und Zusammenhéinge in der europiischen Elektrizitdtswirtschaft und Energiepolitik,
zudem verfeinert durch nationale Gesetzgebungen, in einem Simulationsmodell darstellen zu kénnen.

Es gibt daher gewisse Einflussfaktoren, welche als Unsicherheiten in das Simulationsergebnis einflieflen.

Als wichtigste Einflussfaktoren sind einerseits die tatséichliche Entwicklung des Kraftwerksparks sowie
die tatsiichliche Entwicklung der Preise fiir die fossilen Energietriger Erdgas, Steinkohle und Heizol
anzusehen. Daneben gibt es weitere Einfliisse mit ungewisser Zukunftsentwicklung, welche in der Folge

erldutert werden sollen.

Als Marktsystem wird ein optimales europaweites Market Coupling angenommen, dessen Einfiithrung
bis zum Jahr 2015 als Ziel der européischen Union erklirt wurde (ACER, 2011). Fiir das Marktmodell
gilt zudem, dass bis zum Simulationshorizont 2032 das bestehende NTC-Konzept zugrunde gelegt
wird. In der Simulation wird ein idealer Markt angenommen, in dem Kraftwerke ausschliefilich nach
den variablen Erzeugungskosten eingesetzt werden. In der Praxis kann es durch langfristige Bindungen
an Strom- oder Wirmeliefervertrige, politische Forderungen hinsichtlich Arbeitsplatzsicherung im

Kohlebergbau und dhnliche Gegebenheiten zu Abweichungen von diesem idealen Markt kommen.

Sollte es bei dem durch das angenommene Marktmodell ermittelten Kraftwerkseinsatz zu Netzeng-
pissen kommen, werden diese in der Simulation durch einen nationalen Redispatch (Anderung des
Kraftwerkseinsatzes entgegen dem Marktpreis) aufgehoben. Wie bereits dargestellt kann durch natio-
nalen Redispatch nicht jeder Engpass behoben werden, sodass ein internationaler Redispatch durch-

gefiihrt wird. Damit wird der aktuellen Situation Rechnung getragen, dass der kostspielige Redispatch
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eher national bzw. regelzonenintern denn international durchgefiihrt wird. Zukiinftig kann grenziiber-

schreitender Kraftwerksredispatch zur Behebung von Netzengpiissen an Bedeutung gewinnen.

Neben dem Ausbau des Kraftwerksparks stellt die Entwicklung des Hochstspannungsnetzes eine Un-
sicherheit fiir die Simulation dar. Die zugrunde gelegten nationalen und gemeinschaftsweiten Netzaus-
baupléine stellen nur eine Prognose iiber den Ausbau von Leitungen dar, in der Praxis kénnen in den
Bewilligungsverfahren teilweise mehrjiahrige Verzogerungen sowie unterschiedliche Varianten auftreten.
Zudem koénnen sich gewisse Ausbaunotwendigkeiten in der Zukunft ergeben, welche aus heutiger Sicht

noch nicht abschétzbar sind.

Die Modellierung des Netzes bzw. jene des sicheren Netzbetriebs beruht auf einer gewissen Verein-
fachung, da im Simulationsmodell ATLANTIS keine Sonderschaltungen des Netzes sowie keine bilate-
ralen Abkommen zwischen Regelzonenfiihrer und Kraftwerksbetreibern bzgl. Redispatchreihung der
Kraftwerke und Redispatchkosten aufgrund fehlender Informationen nachgebildet werden kénnen. So
konnen Uberlastungen des Netzes, die in ATLANTIS durch einen Redispatch verhindert werden, in
der Realitiit teilweise durch Anwendung von Sonderschaltzustinden umgangen werden. Jedoch ist eine
so detailgetreue Modellierung nicht moglich, da zum einen die notwendigen Informationen nicht vor-
liegen und zum anderen sich nur Mutmaflungen iiber die tatséichliche Anwendung von Sonderschaltun-
gen anstellen lassen. Sehr wohl wird der Einsatz von Regeltransformatoren (querregelfihige Transfor-
matoren und Phasenschiebertransformatoren) als primére Mafinahme im operativen Engpassmanage-

ment in ATLANTIS beriicksichtigt.

Eine weitere Vereinfachung in der DC-Lastflussrechnung ist die Beriicksichtigung des (n-1)-Kriteriums
fiir den sicheren und zuverldssigen Netzbetrieb. Die in ATLANTIS angewendete Sicherheitsmarge von
30% wird in Abschnitt 3.2.4 diskutiert. Da bei einer Sicherheitsmarge von 30% im Vergleich zu einer
Sicherheitsreserve von bspw. 40% fiir alle Netzelemente hohere zuléssige Belastungen angenommen

werden, erfolgt eine konservative Betrachtung der Notwendigkeit fiir Netzausbau.

Im Simulationsmodell ATLANTIS wird der Brennstoffzusatzbedarf im Teillastbetrieb vernachlissigt.
Der erhohte Brennstoffbedarf in diesen Betriebszusténden fiihrt zu erhshten CO,-Emissionen. Zusiitz-
lich werden nur die direkten CO,-Emissionen des Kraftwerksbetriebs berechnet, andere freigesetzte
Treibhausgase sowie vorgelagerte Emissionen in der Brennstoffbereitstellung und im Anlagenbau je-
doch vernachlissigt. Da detaillierte Brennstoffdaten fiir die meisten thermischen Kraftwerke in Europa
nicht zur Verfiigung stehen, wurden die eingesetzten Brennstoffe mit Standardwerten fiir CO,-Emissio-

nen (Kommission der Europiischen Gemeinschaft, 2007) bewertet.
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A-ll. IEEE 14-bus Test System

Die Daten fiir das AC-Netz im ,JEEE 14-bus Test System® stammen aus dem Softwarepaket MAT-
POWER'"!" (Zimmermann et al., 2011). Uber das AC-Netz wurde in (Wiget & Andersson, 2013) ein
DC-Overlaynetz gelegt, welches entsprechend Abbildung 96 aus fiinf Knoten besteht. Knoten Nummer
25 ist dabei als ein reiner DC-Netzknoten (DC-Hub) vorgesehen.

®—® AC Line

@ Generator
Voltage source

converter

@&—@ DClLine

/W\Tlansfnrmer

8

Abbildung 96: IEEE Testnetz (14 Knoten) mit iiberlagertem DC-Overlaynetz (Wiget & Andersson, 2013, S.4)

Tabelle 23 zeigt die Verbrauchsdaten je Knoten sowie die Erzeugung (max. Leistung, lineare und
quadratische Kostenkomponente). Tabelle 24 zeigt die Parameter des AC-Netzes, withrend Tabelle 25
die Werte fiir das DC-Netz zeigt. Die Bezugsleistung fiir die Werte in [p.u.]-Angaben ist 100 MVA
bzw. 100 MW.

Tabelle 23: Knoten, Verbrauch und Erzeugung fiir das IEEE 14-Knoten Testnetz (Zimmermann et al., 2011)

Verbrauch Poox Ciin c
Knoten [pu] [pu] [8/MWE] [8/MWH

1 - 3,324 20 0,0430293
2 0,217 1,400 20 0,2500000
3 0,942 1,000 40 0,0100000
4 0,478 - - -
5 0,076 - - -
6 0,112 1,000 40 0,0100000
7 - - - -
8 - 1,000 40 0,0100000
9 0,295 - - -
10 0,090 - - -
11 0,035 - - -
12 0,061 - - -
13 0,135 - - -
14 0,149 - - -

25 (DC-Kunoten) - - - -

“'R. D. Zimmerman, C. E. Murillo-Sanchez, and R. J. Thomas, "MATPOWER: Steady-State Operations,
Planning and Analysis Tools for Power Systems Research and Education," Power Systems, IEEE Transactions
on, vol. 26, no. 1, pp. 12-19, Feb. 2011.
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Tabelle 24: Leitungsdaten fiir das AC-Netz im IEEE 14-Knoten Testnetz (Zimmermann et al., 2011)

Leitung Startknoten Endknoten X [p.u)] Limit [p.u.]
AC1 1 2 0,05917 9,900
AC 2 1 5 0,22304 9,900
AC3 2 3 0,19797 9,900
ACH4 2 4 0,17632 9,900
AC5 2 5 0,17388 9,900
AC6 3 4 0,17103 9,900
ACT 4 5 0,04211 9,900
AC 8 4 7 0,20912 9,900
AC9 4 9 0,55618 9,900
AC 10 5 6 0,25202 9,900
AC 11 6 11 0,1989 9,900
AC 12 6 12 0,25581 9,900
AC 13 6 13 0,13027 9,900
AC 14 7 8 0,17615 9,900
AC 15 7 9 0,11001 9,900
AC 16 9 10 0,0845 9,900
AC 17 9 14 0,27038 9,900
AC 18 10 11 0,19207 9,900
AC 19 12 13 0,19988 9,900
AC 20 13 14 0,34802 9,900

Tabelle 25: Leitungsdaten fiir das DC-Overlaynetz entsprechend (Wiget & Andersson, 2013)

Leitung Startknoten Endknoten Limit [p.u.]
DC1 1 13 0,500
DC 2 1 25 0,500
DC 3 3 9 0,500
DC 4 3 25 0,500
DC5 9 13 0,500
DC 6 9 25 0,500
DC7 13 25 0,500
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A-lll.  Modifiziertes IEEE 30-bus Test System

Die Daten fiir das AC-Netz im JEEE 30-bus Test System“ stammen urspriinglich von der University
of Washington (University of Washington). Adaptierungen wurden unter anderem von (Alsac & Stott,
1974) und (Ferrero et al., 1997) vorgenommen. Allerdings handelt es sich bei dem Testnetz um ein
33/132-kV-Netz bestehend aus 30 Knoten und 41 Netzelementen.

29-# 27 28—

26 25
30-
Zone 3
13
1
Zone 1l

Abbildung 97: IEEE Testnetz (30 Knoten) (Dharamjit & Tanti, 2012) mit Einteilung in drei Marktzonen

Im Rahmen dieser Arbeit werden die Netzstruktur, der Lastverteilungsschliissel und die Einspeise-

knoten'*?

iibernommen, allerdings mit typischen Daten eines 220/380-kV-Netzes, weshalb auch von
einem modifizierten TEEE-Testnetz gesprochen wird. In weiterer Folge wird das Testnetz in drei

Marktzonen eingeteilt (Abbildung 97).

Tabelle 26 zeigt die Verbrauchsdaten je Knoten, deren Spannungsebene, die Erzeugung (maximale
Leistung, variable Kosten) sowie die Zugehorigkeit zu den in Abbildung 97 dargestellten Marktzonen.
Die Gesamtlast wurde mit 5.000 MW angenommen. Die Bezugsleistung fiir die Werte in [p.u.]-Anga-
ben ist I00MVA.

Die Leitungsparameter sind in Tabelle 28 dargestellt. Leitungen der Spannungsebene 380 kV werden
mit einem Ubertragungslimit von 1659 MW modelliert, Leitungen der Spannungsebene 220 kV mit
einem Limit von 480 MW. Grenziiberschreitende Leitungen sind in Tabelle 28 farblich hinterlegt.

Die Leitungen AC20 und AC41 stellen in den durchgefiihrten DC-Lastflussanalysen einen strukturellen
Engpass dar, weshalb sie in einer weiteren Netzvariante als DC-Leitungen (DC20 und DC41) aus-

gefiihrt werden.

"2 Die Einspeisung in Knoten 13 wird im modifizierten Testnetz auf Knoten 12 verlegt da es sich bei Knoten 13

ohnehin um einen Netzstich von Knoten 12 handelt.
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Tabelle 26: Knoten, Verbrauch und Erzeugung im modifizierten IEEE 30-Knoten Testnetz

Knoten Spannungsebene Uielprizmeln P Crax Marktzone
[kV] [p-u.] [p-u] [$/MWh]
1 380 0,0 20 10 1
2 380 0,5 20 20 1
3 380 3,0 - - 1
4 380 3,5 - - 1
5 380 2.5 - - 2
6 380 0,0 - - 2
7 380 3,0 - - 2
8 380 2,5 - - 2
9 220 0,0 - - 2
10 220 3,5 - - 2
11 380 0,5 - - 2
12 220 2,0 20 30 1
13 380 0,5 - - 1
14 220 1,5 - - 1
15 220 2,0 - - 3
16 220 1,5 - - 1
17 220 2,0 - - 2
18 220 3,0 - - 3
19 220 2,5 - - 3
20 220 2,0 - - 2
21 220 2,0 - - 2
22 220 0,0 20 40 2
23 220 2,5 20 50 3
24 220 2,0 - - 3
25 220 0,0 - - 3
26 220 4,0 - - 3
27 220 0,0 20 60 3
28 380 0,0 - - 3
29 220 15 - - 3
30 220 2,0 - - 3

Die Last in Zone 1 betrdgt 1.250 MW, jene in Zone 2 betrdgt 1.800 MW und jene in Zone 3 betrigt
1.950 MW. Die maximale Erzeugung in Zone 1 belduft sich auf 6.000 MW, jene in Zone 2 auf
2.000 MW und jene in Zone 3 betrigt 4.000 MW. Die giinstigste Erzeugung ist in Zone 1 lokalisiert

(Exportzone), wihrend Zone 3 die teuerste Kraftwerksstruktur aufweist (Importzone).

Berechnung der Handelskapazitat flir das NTC-basierte Market Coupling:

Ausgehend vom Base Case'
Last in der anderen Zone erhoht. Dadurch wird zusétzlich zum Basisaustausch (Base Case Exchange)

eine Transferleistung erzwungen, welche iterativ solange erhsht wird, bis mindestens eine Leitung im

3

Netzgebiet der betrachteten Zonen unzulissig belastet wird.

Tabelle 27: berechnete NTC-Werte in MW fiir das modifizierte IEEE 30-Knoten Testnetz

lvon nach— Zone 1 Zone 2 Zone 3
Zone 1 - 1.080 520
Zone 2 600 - 620
Zone 3 385 705 -

14: SR o . . o
* Da der fiir die Lastflussanalyse verwendete DC-OPF-Lastfluss ein lineares Modell ist, kann ein beliebiger Base

Case angenommen werden.

wird in die Erzeugung in einer Zone erhéht und in gleichem Mafle die
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Die Summe aus dem Basisaustausch und bis dahin eingeprigten Lastfluss ergibt die sogenannte Total
Transfer Capacity. Damit erfolgt die Berechnung der fiir das NTC-Modell (Abschnitt 3.6) notwendigen
Total Transfer Capacity (TTC) zwischen jeweils zwei Marktzonen gemifl der ETSO-Methode (ETSO,
2001). Um den NTC-Wert berechnen zu kénnen wird von der TTC die sog. Transmission Reliablity
Margin (TRM, Sicherheitsmarge) abgezogen. Ein Niherungswert dafiir ist ebenso in angefiihrt. Dieser
beruht auf Erfahrungswerten der deutschen Ubertragungsnetzbetreiber (TransnetBW, 2009) (50hertz,
2010). Diese Berechnung wird fiir alle drei Grenzen und jeweils fiir zwei Richtungen vollzogen. Daraus

resultieren die in Tabelle 27 dargestellten NTC-Werte fiir das modifizierte IEEE 30-bus Test System.

TRM = 100 MW -+/n (6-1)

Do, Anzahl der grenziiberschreitenden Verbindungsleitungen

Tabelle 28: Leitungsdaten fiir das AC-Netz im modifizierten IEEE 30-Knoten Testnetz

Leitung Startknoten Endknoten X [p.u)] Limit [p.u.]
AC1 1 2 0,004227 16,59
AC2 1 3 0,013614 16,59
AC3 2 4 0,012768 16,59
AC4 3 4 0,002786 16,59
AC5 2 5 0,014577 16,59
AC6 2 6 0,012959 16,59
ACT 4 6 0,003043 16,59
AC8 ) 7 0,000853 16,59
AC9 6 7 0,006028 16,59
AC10 6 8 0,003087 16,59
TRF11 6 9 0,031250 8,00
TRF12 6 10 0,031250 8,00
TRF13 9 11 0,031250 8,00
AC14 9 10 0,002121 4,80
TRF15 4 12 0,031250 8,00
TRF16 12 13 0,031250 8,00
AC17 12 14 0,004935 4,80
AC18 12 15 0,002515 4,80
AC19 12 16 0,003832 4,80
AC20 (DC20) 14 15 0,003851 (-) 4,80
AC21 16 17 0,003726 4,80
AC22 15 18 0,004214 4,80
AC23 18 19 0,002492 4,80
AC24 19 20 0,001311 4,80
AC25 10 20 0,004031 4,80
AC26 10 17 0,001630 4,80
AC27 10 21 0,001445 4,80
AC28 10 22 0,002891 4,80
AC29 21 22 0,000455 4,80
AC30 15 23 0,003896 4,80
AC31 22 24 0,003452 4,80
AC32 23 24 0,005207 4,80
AC33 24 25 0,006349 4,80
AC34 25 26 0,007329 4,80
AC35 25 27 0,004025 4,80
TRF36 27 28 0,031250 10,00
AC37 27 29 0,008009 4,80
AC38 27 30 0,011624 4,80
AC39 29 30 0,008742 4,80
AC40 8 28 0,014702 16,59
AC41 (DCA41) 6 28 0,004403 (-) 16,59
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A-1IV. Einflussfaktoren auf die Entwicklung von Szenarien fur den
Netzentwicklungsprozess

Aufgrund der Paradigmen der Elektrizitéitswirtschaft (allen voran: Netzgebundenheit, mangelnde Spei-
cherbarkeit, Langlebigkeit der Anlagen, Gesamtsystemgebundenheit, bedarfsgerecht vs. dargebotsab-
héingig) spielt das Verbundnetz eine zentrale Rolle im Gesamtsystem der elektrischen Energieversor-
gung. Der Netzentwicklungsprozess basiert auf einem konsultierten Szenariorahmen, welcher die maf-
gebliche Bestimmungsgrofle fiir den gesamten darauffolgenden Prozess ist. Die Sensitivitéiten verschie-
dener Einflussfaktoren auf die Entwicklung von Szenarien fiir den Netzentwicklungsprozess sind von
besonderer Bedeutung. Basierend auf diesen Sensitivititen kann eine Aussage dariiber getroffen wer-
den, in welchem Umfang die einzelnen Einflussparameter bei der Bildung des Szenariorahmens Beach-
tung finden miissen. Die nachfolgende dargestellte konzeptionelle Gliederung benennt wesentliche Ein-

flussfaktoren.

Aufbringung

e Konventionelle Erzeugungsanlagen
o Bestandskraftwerke (und deren Sterbelinie)
o Verdringung bestehender Kraftwerke beim Einsatz
o Standortwahl neuer Kraftwerke (Zubaukraftwerke)
o Must-Run-Kapazitit (z.B. KWK)
o Brennstoff- und CO,-Preisszenario (Reihenfolge in Merit Order)
o Redispatchmafinahmen (,vertriglicher* Leistungsumfang)

e (Dargebotsabhingige) erneuerbare Energien (Wind, PV, Laufwasserkraft)
o Kappung von Einspeisespitzen
o Standorte und Regionalisierung
o Okonomisches Prinzip beim Ausbau (Forderung)

o zeitlicher Verlauf der installierten Leistung (verzogerte Inbetriebnahme Offshore)

Bedarf und Last

e Regionalisierung der Last und zukiinftige Entwicklungen
Jahreshochstlast
Jahresbedarf (Energiebedarf)

Demand Response
Power-to-Heat

e Smart Grids

Energiespeicherung
e Speicherung von Energiedienstleistungen (z.B. Aluminium)
e Technologien (Pumpspeicherkraftwerke, Druckluftspeicher, Power-to-Gas, Vehicle-to-Grid)
e Mittelfristspeicherung fiir Erzeugung aus Windkraft und Wasserkraft
e Power-to-Gas
o Speicher

o Transport
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Marktorganisation

e  Marktorganisation fiir Erzeugung
o ,energy-only“-Mirkte
o Kapazititsmechanismen

e  Marktorganisation fiir Stromhandel (Engpassmanagement):
o NTC-Konzept (nationale Kupferplatten)
o Lastflussbasierter Ansatz (PTDF)
o Nodal Pricing

Europdische Sichtweisen
e Netzentwicklung im Ausland (nationale Pléine und internationaler TYNDP)
o Gerichteter Stromtransport auch im Ausland
o Sinnvolle Ankniipfungspunkte fiir Overlaynetzstrukturen
e Ausbau und Forderung regenerativer Energieerzeugung im Ausland

o Marktorganisation im Ausland
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A-V. Anwendungsbeispiel von Schattenpreisen in der Planung von
Datennetzen

Auch in Datennetzwerken (Informatik, Telekommunikation) spielen eine angemessene Netzerweiterung
und deren Planung eine entsprechende Rolle. Der Datenfluss ist dabei abhiingig vom festgelegten
Routing-Verfahren im jeweiligen Netzwerk. Die Ubertragungskapazitiit eines Netzzweiges ist definiert
als maximale Dateniibertragungsrate. In ihrem Netzwerkplanungsansatz bedienen sich (Rayes & Min,
1995) der Theorie der Schattenpreise und untersuchen die Veriinderung der Kostenfunktion in

Abhingigkeit marginaler Anderungen der Ubertragungskapazitit einzelner Netzzweige. Dabei
Ab
Caip
(i,j). Fiir den Schattenpreis der Kapazititsrestriktion halten die Autoren folgende Netzausbauvor-

bezeichnet den Schattenpreis der Kapazitétsrestriktion fiir die Netzwerkgraphen mit den Knoten

schrift fest:

“The link on which one additional circuit can make the greatest reduction in the blocking proba-

bility per unit cost is the link with the largest negative value amongst {Aci’ i,)) € L}. There-
@)

fore, in performing capacity expansion, additional capacity can be added to the network, one

circuit at a time, according to the order determined by the values of {Aci’ (i,)) € L}. “(Rayes &
@)

Min, 1995, S.1370)

Ebenso mit Schattenpreisen auseinander gesetzt haben sich (Vargas et al., 1996) und (Ramanujam et

al., 2009).
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7.3

Abkirzungsverzeichnis

AC-Lastfluss............. exakte, nichtlineare Lastflussberechnung
CBA .o Cost Benefit Analysis (Kosten-Nutzen-Analyse)
DC-Lastfluss............. N#herungsweise, lineare Lastflussberechnung unter Vernachlissigung der Verluste

und Annahme eines einheitlichen Spannungsniveaus

DC-OPF ....covvviiiiie DC optimal power flow

DSM . Demand Side Management

EnLAG. ..o Energieleitungsausbaugesetz

ENTSO-E......coovveeee European Network of Transmission System Operators for Electricity
ENTSO-E CE........... ENTSO-E Continental Europe

FERC....coocccevnnnnnnn Federal Energy Regulatory Commission

FGC ..o Flow Gate Capacity

FLM ..o Freileitungsmonitoring

GADM ....cccooiins Global Administrative Areas (GIS Database)

GHDI ..., Verbrauchergruppe Gewerbe/Handel/Dienstleistung/Industrie

GIS. .o Geografisches Informationssystem

GTC . oo Grid Transfer Capability

HGU. oo, Hochspannungsgleichstromiibertragung (siche HVDC)
HH.ooviiiiiiiiie Verbrauchergruppe Haushalte

HVDC ....cooviiiieee. High Voltage Direct Current (siche HGU)

IEA. ..o International Energy Agency

ISO ., Independent System Operator (PJM)

KWK Kraft-Wirme-Kopplung

MIP .. mixed-integer problem, gemischt-ganzzahliges (lineares) Optimierungsproblem
MINLP ...ovvvviiiiiiiiins mixed-integer nonlinear problem

MIQCP.....cccovvnnne. mixed-integer quadratically constrained problem

MW . Megawatt

(n-1)-Sicherheit......... Gewtéhrleistung eines sicheren Netzbetriebes innerhalb der zuldssigen Grenzen bei

Ausfall eines beliebigen Betriebsmittels (Stromkreis, Transformator)

NEP ..o Netzentwicklungsplan

NERC....ccccevviieeannn North American Electric Reliability Corporation
NOVA ... Netzoptimierung, Netzverstirkung, Netzausbau
NTC oo Net Transfer Capacity

NUTS e Nomenclature des unités territoriales statistiques
PCLiiiiiiiiiiiicie Project of Common Interest

PST .o Phasenschiebertransformator (phase shifting transformer)
PTDF ....ccccoiii Power Transfer Distribution Factor
PV Photovoltaik

RIT-T.oiiiii Regulatory investment test for transmission
RTEP....cccccccovii Regional Transmission Expansion Plan

RTO ..ccoiiiiiiii Regional Transmission Organisation

SzZR-KW ..o Szenariorahmen-Kraftwerk

TP technisches Profil, technical profile

TRM .o Transmission Reliability Margin
TSSO Transmission System Operator
TYNDP...coovevreene. Ten-Year Network Development Plan (ENTSO-E)
UNB oo Ubertragungsnetzbetreiber
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