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Erganzungen aus dem Konsultationsverfahren

> Viele Anmerkungen von Konsultationsteilnehmenden drehten sich um die Frage, warum das Klimaneutralitdtsnetz in
den Szenarien A/B/C 2045 identisch ist. Das Zielnetz besteht unter den getroffenen Annahmen aus einem robusten
Portfolio an Netzverstdarkungs- und -ausbaumafinahmen, die sich fiir alle Szenarien als erforderlich erweisen. Alle
im NEP 2037/2045 (2023) ausgewiesenen Projekte sind somit als ,.no-regret” zu verstehen. Das ausgewiesene Ziel-
netz unterscheidet sich in den Szenarien nur hinsichtlich des verbleibenden Redispatch-Bedarfs. Es bestehen derzeit
noch hohe Unsicherheiten durch die noch nicht vollstdndig abgeschlossenen gesetzlichen Planungen zum Ausbau der
erneuerbaren Energien (u. a. auf Ebene der Bundeslinder), der Dekarbonisierungsstrategien der Industrie oder die
Planungen zur zukiinftigen Wasserstoffwirtschaft. Inwieweit der verbleibende Redispatch weiter reduziert werden kann,
ist in den folgenden NEP-Zyklen aufzugreifen, insbesondere, ob dies zusétzlichen Netzausbau oder andere technische
Mafinahmen erfordert.

> Eine weitere Frage innerhalb der Konsultation war, warum sich die Ubertragungsnetze 2037 und 2045 vergleichs-
weise gering unterscheiden. Die Begriindung hierfiir ist, dass der Ausbaupfad fiir erneuerbaren Energien 2037 gemaf
der politischen Vorgaben nahezu abgeschlossen sein muss. Hierdurch muss auch das Klimaneutralitdtsnetz bereits
2037 nahezu vollstandig vorliegen. Eine Ausnahme ist der Ausbau der Offshore-Windenergie. Hierdurch werden
zwischen 2037 und 2045 weitere On- und Offshore-Netzverstirkungs- und -ausbaumaf3nahmen erforderlich.

> In mehreren Stellungnahmen wurde die Frage nach der bestehenden Zusammenarbeit der UNB mit den Verteilnetz-
betreibern aufgeworfen. Hierzu ist anzumerken, dass zwischen den UNB und den Verteilnetzbetreibern sowohl zur
Erarbeitung des Netzentwicklungsplans als auch dartiber hinaus zur koordinierten Netzplanung ein steter Austausch
besteht. Konkrete Hinweise und gemeinsame Planungen werden von den Ubertragungsnetzbetreibern in den Netz-
entwicklungsplan aufgenommen. Diese intensive Zusammenarbeit zeigt sich beispielsweise an dem Umstand, dass
zusatzliche vertikale Punktmafinahmen im Zuge der Konsultation des ersten Entwurfs festgestellt und in den zweiten
Entwurf aufgenommen wurden.

> Im Rahmen der Konsultation wurde eine detailliertere Beschreibung der im ersten Entwurf aufgezeigten Biindelungs-
optionen gefordert. Zudem wurde hinterfragt, nach welchen Kriterien die UNB Biindelungen von DC-Netzausbaumaf-
nahmen gemiB § 12b Abs. 3a EnWG vornehmen. Eine entsprechende Erlduterung wurde von den UNB im Kapitel 5.2.5
erganzt.

> Hinweise aus der Konsultation, die konkrete Projekte und Malinahmen betreffen, wurden - soweit méglich - in Form
von Anpassungen und Ergdnzungen der Projektsteckbriefe im Anhang zum zweiten Entwurf des Netzentwicklungs-
plans verarbeitet.

Die gesetzlichen Planungen sehen den iiberwiegenden Anteil des notwendigen Ausbaus der erneuerbaren Energien
bereits bis Mitte der 2030er Jahre vor. In Folge des wesentlichen Anstiegs des innerdeutschen Transportbedarfs

auf rund 87,7 GW bis 2037 ist auch ein mafigeblicher Anteil des landseitigen Klimaneutralitatsnetzes bis dahin zu
realisieren. Bis 2045 bleiben die Spitzenwerte des Nord-Sud-Lastflusses auf einem ahnlichen Niveau. Der weitere
Zubau der erneuerbaren Energien zwischen 2037 und 2045 kann dabei weitgehend iiber den Ausbau von Flexibilitdten
insbesondere von Elektrolyseuren, zentralen und dezentralen Batteriespeichern und durch Demand Side Management
kompensiert werden. Aufgrund des hohen Zubaus an Photovoltaikanlagen treten erstmals auch signifikante Siid-
Nord-Lastflisse auf. Wahrend diese regional teilweise zusatzliche Mafinahmen erfordern, kann der weitrdumige
Transport durch das bislang primér fiir den Nord-Siid-Transport erweiterte Ubertragungsnetz erfiillt werden.
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Das Ubertragungsnetz ist so umzubauen, dass es bereits bis 2037 eine installierte Leistung zwischen 565 und
576 GW an erneuerbaren Energien integrieren und im Vergleich zu heute nahezu den doppelten Bruttostrom-
verbrauch in Hohe von rund 900 bis zu 1.050 TWh decken kann.

Samtliche Vorhaben des BBP 2022 sind sowohl in den Szenarien A/B/C 2037 als auch in allen Szenarien mit dem
Zieljahr 2045 erforderlich (s. Kapitel 5.2.5). Die Erforderlichkeit dieser MaBnahmen wird damit im NEP 2037/2045
(2023) erneut nachgewiesen. Sie sind fir ein bedarfsgerechtes Netz angesichts der steigenden Transportaufgabe
allerdings bei Weitem nicht ausreichend.

Das Onshore-Startnetz umfasst AC- und DC-MalBinahmen in Summe von rund 6.950 km bei einem geschétzten
Investitionsvolumen von 50 Mrd. EUR. Fiir das Onshore-Zubaunetz ergeben sich Netzverstdrkungen im AC-Bereich
von 6.125 km. Hinzu kommen rund 180 km an DC-Verstdrkungsmalinahmen. Weitere 1.714 km entfallen auf
AC-Neubaumafinahmen und 4.396 km auf DC-Neubaumafinahmen. In Summe ergibt sich ein Onshore-Zubaunetz
fiir alle Szenarien von rund 12.413 km Lénge. Fiir die Szenarien A/B/C 2037 bel&uft sich das Investitionsvolumen
auf rund 106,1 Mrd. EUR. Die Investitionskosten fiir das Onshore-Zubaunetz der Szenarien A/B/C 2045 liegen um
0,1 Mrd. EUR héher. Gegeniiber dem ersten Entwurf des NEP 2037/2045 (2023] sind im zweiten Entwurf des NEP die
Investitionskosten um ca. 12,5 Mrd. EUR angestiegen. Dies ist im Wesentlichen durch die Beriicksichtigung weiterer
Projekte auf Basis zusétzlicher Bedarfe an Transformatoren und Umspannwerken zwischen Verteil- und Ubertra-
gungsnetz, einer Aktualisierung des Umfangs und der Kosten bestehender Projekte sowie die Aktualisierung des
Bedarfs an Anlagen zur Blindleistungskompensation sowie zur Bereitstellung von Momentanreserve [s. Kapitel 5.4]
begriindet.

Im Vergleich zum bestatigten Netz aus dem NEP 2035 (2021) (BBP-Netz 2022), steigt der Netzverstarkungs-
und -ausbaubedarf im NEP 2037/2045 (2023) um rund 7.400 km an zusatzlichen Mafinahmen in den Szenarien
A/B/C 2037 und A/B/C 2045 deutlich an (s. Kapitel 5.2.5). Davon entfallen ca. 2.800 km auf DC-Neubau und
DC-Verstirkungen [fiinf zusétzliche DC-Projekte), 1.300 km auf AC-Neubau (rund 20 zusétzliche AC-Projekte]
und 3.300 km auf NetzverstarkungsmafBnahmen. Das Verhaltnis DC- zu AC-Neubau betragt 17,6.

Die Ergebnisse der Netzanalysen zeigen flr alle Szenarien ein identisches Klimaneutralitatsnetz. Dieses unter-
scheidet sich lediglich hinsichtlich des verbleibenden Redispatch-Bedarfs. Das Klimaneutralitatsnetz besteht
aus einem robusten Portfolio an Netzverstarkungs- und -ausbaumafinahmen unter den getroffenen Annahmen.
Die UNB gehen davon aus, dass diese MaBnahmen im Sinne eines ..no-regret“-Ansatzes in den betrachteten
Szenarien des NEP 2037/2045 (2023) erforderlich sind.

Aufgrund des langen Zeithorizonts bis 2045 und den damit verbundenen Unsicherheiten wurden identifizierte
Engpasse nicht vollstandig durch Netzverstarkungs- und -ausbaumafinahmen beseitigt. Daher bleibt in den
Szenarien ein Redispatch-Volumen in Héhe von 1,5 bis 5,9 TWh bestehen. Eine weitere Engpassminderung ist
durch die Hebung moglicher Potenziale zukinftiger innovativer Technologien denkbar. So wurde in diesem NEP
explizit das Potenzial von kurativem Redispatch fiir das Szenario B 2037 untersucht.

Zur Bewertung geeigneter Netztopologien haben die UNB ihre Simulationswerkzeuge u. a. in Form einer
Heuristik weiterentwickelt. Diese erlaubt eine noch effizientere und umfangreichere Untersuchung der
moglichen Losungsoptionen sowie den Vergleich und die Bewertung einer grof3en Menge von Netzausbau-
kombinationen (s. Kapitel 5.5.6).

Vor dem Hintergrund einer deutlichen Steigerung des Ausbaus von erneuerbaren Energien bereits bis 2030
(EEG- Novelle 2023) und der damit einhergehenden kurz- bis mittelfristigen erhéhten Belastung des Ubertragungs-
netzes haben die deutschen Ubertragungsnetzbetreiber weitere geeignete MaBnahmen (Ad-hoc-MaBnahmen)
identifiziert, die bereits kurz- bis mittelfristig realisiert werden konnen und die erwartete Situation entscharfen.
Die Bewertung und Ermittlung dieser Mafinahmen erfolgte auf Basis des Szenarios und Netzmodells der gemaf}

§ 34 KVBG erstellten Langfristanalyse mit Betrachtungsjahr 2030.
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Im Folgenden wird zunidchst das Startnetz beschrieben und danach das Bundesbedarfsnetz (BBP-Netz) dargestellt.
Hierauf aufbauend werden diejenigen Netzmaf3nahmen modelliert, die darlber hinaus fir die Bewaltigung des zu-
kiinftigen Transportbedarfs notwendig sind. Der Fokus liegt dabei auf der Lastflussberechnung basierend auf dem
BBP-Netz sowie die darauf aufbauende Entwicklung des Ubertragungsnetzes (s. Kapitel 5.2). Im Anschluss erfolgt
ein Uberblick der zusétzlichen Interkonnektoren im NEP 2037/2045 (2023) (s. Kapitel 5.3). Die Ergebnisse der
jeweiligen Kosten-Nutzen Analysen sind in den Projektsteckbriefen zu finden (siehe Anhang]. Dariber hinaus erfolgt
eine detaillierte Beschreibung der in der Netzanalyse und -entwicklung verwendeten Methodik (s. Kapitel 5.5).

Bei den Netzanalysen wurden Lastfluss- und Ausfallberechnungen auf Basis der in Kapitel 3 ermittelten Last- und
Einspeisesituationen (Jahreslaufe oder gezielt ausgewé&hlte Netznutzungsfalle [INNF]) durchgefiihrt. Hierdurch
kann der Ubertragungsbedarf zwischen Netzknoten identifiziert und bei einer Verletzung der netztechnischen Be-
urteilungskriterien adaquate Abhilfemaf3nahmen abgeleitet werden. Die identifizierten Einzelmaf3nahmen und die
gewahlten Mafinahmenkombinationen je Szenario bilden nicht das einzig madgliche Netz ab, sondern vielmehr eine
Losung, die in ihrer Gesamtheit allen Anforderungen effizient gerecht wird.

Der NEP 2037/2045 (2023) zeigt wie seine Vorgdnger den Ubertragungsbedarf zwischen Anfangs- und Endpunkten
auf. Anfangspunkte liegen in der Regel in Regionen mit Erzeugungsiiberschuss, Endpunkte in solchen mit hohem
Verbrauch bzw. nahe Standorten von stillgelegten Kern- bzw. Kohlekraftwerken. Der NEP beschreibt keine konkre-
ten Trassenverlaufe von neuen Ubertragungsleitungen, sondern er dokumentiert den notwendigen Ubertragungs-
bedarf zwischen Netzknoten.

Genannte Ortsnamen zur Bezeichnung von Anfangs- und Endpunkten sind rein technische Aussagen, die der Identifikation
bestehender Netzverkniipfungspunkte dienen. Konkrete Trassenkorridore bzw. Trassen werden erst in den nachgelagerten
Verfahrensschritten (z. B. Bundesfachplanung oder Planfeststellung) festgelegt - eine Ausnahme bilden Praferenzraume
fiir neue HGU-Verbindungen, die noch nicht im BBP enthalten sind. Diese werden durch die BNetzA festgelegt.

Bei der Ermittlung der Langen neuer AC- und DC-Verbindungen auf neuen Trassen gehen die UNB folgendermafen
vor: Nach der netzplanerischen Festlegung der notwendigen Anfangs- und Endpunkte der ermittelten Verbindungen
werden diese mittels virtueller Geraden verbunden und die Langen ermittelt. Da die Verbindung der verschiedenen
Standorte in der Realitat aufgrund ortlicher Gegebenheiten nicht auf der Luftlinie erfolgt, werden die sich so erge-
benden Entfernungen mit einem Umwegfaktor multipliziert, der im NEP 1,3 betragt.

Bei Netzverstarkungen wird im NEP die Lange der Bestandstrasse angegeben. In den spateren Planungen kdnnen
sich hiervon Abweichungen ergeben, z. B. um Abstdnde zur Wohnbebauung zu erhéhen oder bestehende Belastun-
gen fir den Naturraum zu verringern.

Die Léangenangaben der Netzausbau- und -verstarkungsmafnahmen werden mit dem Fortschreiten der Genehmi-
gungsverfahren an die entsprechenden Stande z. B. nach Abschluss des Raumordnungsverfahrens/der Bundes-
fachplanung sowie des Planfeststellungsverfahrens angepasst.

Bei der Errichtung neuer AC-Stromkreise besteht immer die technische Notwendigkeit zur Kompensation der ent-
stehenden Blindleistung (Ladeleistung). Dies umfasst neben der spannungssenkenden auch die spannungshebende
Kompensation von Blindleistung, um die stark wechselnde und ansteigende Netzbelastung aufgrund der volatilen
Netzeinspeisung sowie Hoherauslastung sicher beherrschen zu konnen. In diesem Zusammenhang muss nicht nur
stationare, sondern auch dynamische Kompensation Beriicksichtigung finden.

Um die ansteigende Transportaufgabe bei gleichzeitig sinkenden Blindleistungspotenzialen infolge des Kernenergie-
und Kohleausstiegs zu bewaltigen, ist eine alternative Bereitstellung der Bedarfe erforderlich. Infolge der anstei-
genden Transportaufgabe und den wegfallenden Potenzialen konventioneller Kraftwerke wird Momentanreserve
zur Wahrung der Frequenzstabilitat und zur Beherrschung ungewollter Netzauftrennungen benétigt. Die zusam-
menfassenden Ergebnisse der Analysen zur Frequenz und Spannung mit Zieljahr 2037 sowie zur transienten Stabi-
litat mit Zieljahr 2030 werden im Kapitel 5.4 beschrieben. Detaillierte Beschreibungen finden sich im Begleitdokument
Systemstabilitédt, welches im Sommer 2023 auf www.netzentwicklungsplan.de verdffentlicht wird.
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Die UNB haben die Kalkulation der Standardkosten im NEP 2037/2045 (2023) angepasst. Die neuen Standard-
kosten, die bei der Kalkulation der Projekte und Malnahmen Anwendung gefunden haben, finden Sie unter
www.netzentwicklungsplan.de/ZwK.

Folgende Anpassungen gegeniiber dem NEP 2035 (2021) wurden vorgenommen:

Die Kostenbasis wurde von Mitte 2020 auf Mitte 2022 aktualisiert. Damit wurde die Inflation der vergangenen
beiden Jahre ebenso beriicksichtigt wie dartiber hinausgehende Anpassungen der Marktpreise.

Bei der Anpassung der Standardkosten haben die UNB Erfahrungen aus bisher realisierten Projekten
einschliefllich des Riickbaus bestehender Leitungen einfliefen lassen.

Wie im Kapitel 5.5.5 beschrieben, wird im NEP 2037 / 2045 (2023) bei den DC-Vorhaben im Wesentlichen eine Vollver-
kabelung unterstellt. Bei den AC-Pilotprojekten mit der Méglichkeit zur Teil-Erdverkabelung gemaf Energieleitungs-
ausbaugesetz (EnLAG) bzw. BBPLG werden die Mehrkosten fiir Erdkabel anteilig in den Gesamtkosten beriicksichtigt.

Dabei wurden - soweit maglich - die Langen der Teil-Erdverkabelungsabschnitte aus den laufenden Genehmigungs-
verfahren bericksichtigt. Wo dies wegen des frihen Projektstadiums noch nicht méglich war, wurde bei den Pilot-
projekten zur Ermittlung realistischer Gesamtkosten pauschal eine Teil-Erdverkabelung von zehn Prozent der Lange
einer Mafinahme unterstellt.

Weiter fortgeschrittene Projekte, die sich bereits im Startnetz befinden (s. Kapitel 5.2.2), werden in der Regel nicht mehr
mit den o. g. Standardkosten kalkuliert, sondern mit unternehmensindividuell kalkulierten Projektkosten. Dies erlaubt in
Abhangigkeit vom Projektfortschritt eine genauere und realistischere Kostenkalkulation.

In Summe fihren die 0. g. Anpassungen im NEP 2037/2045 (2023) zu einer aktualisierten Abbildung der tatsachlich
zu erwartenden Kosten. Unabhadngig von einem insgesamt veranderten Umfang an Projekten und Mafinahmen ist dies
mit einem Anstieg der Gesamtkosten in den Szenarien des NEP 2037/2045 (2023) im Vergleich zum NEP 2035 (2021)
verbunden.

Im Einzelnen besteht das Startnetz neben dem Ist-Netz (Stand 31.12.2022) aus den EnLAG-Mafinahmen, den in der
Planfeststellung befindlichen MaBnahmen, den in der Umsetzung befindlichen NetzausbaumafBnahmen (planfestgestellt
bzw. in Bau) sowie den MaBnahmen aufgrund sonstiger Verpflichtungen (Kraftwerks-Netzanschlussverordnung (Kraft-
NAV] bzw. Anschlusspflicht der Industriekunden).

Anders als bei Mafinahmen des Zubaunetzes wird bei StartnetzmaBnahmen wegen des fortgeschrittenen Stadiums der

Bedarf nicht erneut anhand von (n-1)-Nachweisen tGberprift (s. Kapitel 5.5.1). Diese MaBBnahmen sind als verbindlich

anzusehen, da ihre energiewirtschaftliche Notwendigkeit in der Regel durch mehrere vorherige Netzentwicklungsplane
von den UNB nachgewiesen sowie zum Teil bereits von den zustindigen Genehmigungsbehdrden bzw. vom Gesetzgeber
im EnLAG sowie im BBPIG bestatigt wurden.

Gegeniiber dem NEP 2035 (2021) steigt der Gesamtumfang der Startnetzmafinahmen im NEP 2037/2045 (2023) von 6.100 km
um knapp 850 km auf insgesamt rund 6.950 km an. Neben zahlreichen AC-Malinahmen, die erstmals in das Startnetz tber-
fihrt wurden, konnte die MaBnahme DC20 im Vergleich zum NEP 2035 (2021) dem Startnetz zugeordnet werden.
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Der Umfang an AC-Netzverstarkungen im Startnetz betragt rund 3.000 km, davon rund 920 km an Zu-/Umbeseilungen
und 2.080 km Neubau in bestehenden Trassen (ausschlieBlich Ersatzneubau). Hinzu kommen rund 600 km an AC-
NetzausbaumafBnahmen in neuer Trasse. Der Umfang an DC-Netzverstarkungen betrdgt rund 880 km. Hinzu kommen
rund 2.470 km an DC-Netzausbaumafinahmen. Rund 120 km der AC-Maf3nahmen sowie 175 km der DC-Mafinahmen
betreffen Interkonnektoren.

Die Startnetzmafinahmen sind in den Tabellen 32 bis 36 in Kapitel 7.1 mit ihrem derzeitigen Umsetzungsstand einzeln
aufgelistet. Die Investitionen fiir die Netzmafinahmen des Startnetzes belaufen sich auf rund 50 Mrd. EUR. Sie liegen
damit sowohl aufgrund des gré3eren Mafinahmenumfangs als auch wegen der Aktualisierung der Standard- und
Projektkosten im Startnetz um 11 Mrd. EUR hoher als im NEP 2035 (2021).

In Abbildung 62 sind die StartnetzmafBnahmen mit ihrem derzeitigen Umsetzungsstand grafisch dargestellt.
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Abbildung 62: Deutsches Hochstspannungsnetz mit Startnetz */nur Leitungsprojekte
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Das BBP-Netz setzt sich aus dem Startnetz und den im BBP 2022 enthaltenen Mafinahmen zusammen. Damit sind
alle Projekte umfasst, fir die gesetzlich eine energiewirtschaftliche Notwendigkeit und der vordringliche Bedarf
festgestellt wurde.

Um feststellen zu konnen, ob die im BBP-Netz enthaltenen Mafinahmen zur Gewahrleistung der Transportaufgabe fir
das Szenario B 2037 ausreichen, wurden entsprechende Netzanalysen (s. Kapitel 5.5) durchgefiihrt. In der folgenden
Abbildung sind die maximalen Auslastungen des BBP-Netzes, die sich bei Umsetzung des Szenarios B 2037 ergeben,
beispielhaft bei Ausfall eines Netzelements - auch (n-1)-Fall genannt - dargestellt.

Abbildung 63: Auswertung der aufgetretenen maximalen Auslastung bei Ausfall eines Netzelements ((n-1)-Fall)
eines gesamten Jahres im BBP-Netz
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Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Abbildung 63 zeigt im BBP-Netz die maximalen Auslastungen der Leitungen bei einem Ausfall eines Netzelements lber
den Zeitraum eines gesamten Jahres. Beim Ausfall eines Netzelements darf die maximale Auslastung einer Leitung
100 % aus Griinden der Sicherstellung der Systemsicherheit in der Regel nicht liberschreiten. Auslastungen tiber 100 %
kdonnen Folgeausfalle bzw. Versorgungsunterbrechungen verursachen. Die Abbildung weist mit den Netzausbaumaf-
nahmen des Start- sowie des BBP-Netzes regioneniibergreifende unzuldssig hohe Leitungsauslastungen auf. Die
maximale Auslastung der Leitungen betragt tiber 250 %.

Die nachfolgende Abbildung zeigt die Haufigkeit von Auslastungen lber 100% im (n-1)-Fall fir den Netzausbauzustand
des BBP-Netzes. Die Leitungsauslastungen wurden flr jede Stunde des Jahres im Szenario B 2037 berechnet. Bei
ausschlieBlicher Berlcksichtigung der Startnetz- sowie BBP-Maf3nahmen und Interkonnektoren treten im deutschen
Hochstspannungsnetz haufig unzuldssig hohe Leitungsauslastungen auf.
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Anhand der farbig markierten Leitungen sind unzuldssig hohe Auslastungen zu erkennen, die teilweise tiber 1.000 Stunden
liegen und auf einigen Leitungen sogar rund 2.500 Stunden von 8.760 Stunden pro Jahr betragen.

Abbildung 64: Auswertung der aufgetretenen grenzwertiiberschreitenden Netznutzungsfalle
bei Ausfall eines Netzelements ((n-1)-Fall) eines gesamten Jahres im BBP-Netz
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Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Die Abbildungen 63 und 64 zeigen, dass zusatzlich zum BBP-Netz weitere Malnahmen notwendig sind. Der Zubau der
BBP-Mafinahmen iiber das Startnetz hinaus kann die Uberlastungen des Hochstspannungsnetzes zwar reduzieren, aber
noch nicht beseitigen. Die Projekte des BBP-Netzes sind insofern unabdingbar, reichen alleine aber noch nicht aus.

Die Auswahl der Netzverknipfungspunkte und des Suchraums fiir neue Netzverkniipfungspunkte ist Aufgabe des NEP
(s. ebenso Kapitel 4). Die Zuordnung von Offshore-Netzanbindungssystemen zu diesen Punkten unter raumlichen und
zeitlichen Gesichtspunkten erfolgt im FEP. Bei der Auswahl der NVP sind im Wesentlichen folgende Gesichtspunkte
unter Anwendung des NOVA-Prinzips zu beriicksichtigen:

Die Aufnahmefahigkeit eines NVP muss hinsichtlich der abgehenden Leitungen im Onshore-Netz ausreichend
dimensioniert sein.

Die bereits vorhandene 380-kV-Netzinfrastruktur in den Bundeslandern Schleswig-Holstein, Niedersachsen,
Nordrhein-Westfalen, Mecklenburg-Vorpommern und Hessen muss zur Vermeidung zusatzlicher Ausbaumaf-
nahmen in Form von neuen 380-kV-Netzverkniipfungspunkten bestmdglich genutzt werden.

Bei der Ermittlung eines Suchraums fiir einen neuen NVP fir die Aufnahme von Erzeugungsleistung aus Offshore-
Windenergie finden neben der bestehenden 380-kV-Netzinfrastruktur auch die Berechnungen zur Systemstabilitat
und die maglichen Anlandepunkte fir Offshore-Netzanbindungssysteme Bertiicksichtigung.
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Fur die Durchfiihrung der Netzberechnungen ist die angenommene Erzeugungsleistung aus Offshore-Windenergie fir
jedes Szenario auf die NVP aufzuteilen. Die Aufteilung der installierten Erzeugungsleistung auf die einzelnen NVP ist der

folgenden Tabelle 27 zu entnehmen.

Tabelle 27: Ubersicht iiber die im NEP angenommene Erzeugungsleistung aus Offshore-Windenergie

und die Netzverkniipfungspunkte

installierte Erzeugungsleistung

Bundesland Netzverkniipfungspunkt Spannt_lngs- Offshore-Windenergie in MW Jahr der Vg_rfiigbarkeit des
ebene in kV Netzverkniipfungspunktes
A2037 |B/C2037| A2045 |B/C2045
Bremen Blockland/Neu 380 2.000 2.000 2.000 2.000 |vrstl. 2032
Hessen Kriftel 380 0 2.000 2.000 2.000 |vrstl. 2036
Suchraum Ried (Stadt
Hessen Biirstadt/Gemeinden 380 0 2.000 2.000 2.000 |vrstl. 2037
Biblis und GroB-Rohrheim)
Mecklenburg- Bentwisch 380 288 288 0 0 |bereits in Betrieb
Vorpommern
Mecklenburg- . Lo .
Lubmin 380 1.468 1.468 1.468 1.468 | bereits in Betrieb
Vorpommern
Suchraum Broderstorf
Mecklenbura- (Gemeinden Broder-
9 storf/Dummerstorf/ 380 180 180 180 180 | vrstl. 2032
Vorpommern .
Papendorf/Roggentin/
Stadt Rostock])
Mecklenbura- Suchraum Briinzow
Vi 9 (Gemeinden Briinzow/ 380 1.300 1.300 1.800 1.800 |vrstl. 2026
orpommern .
Kemnitz)
Suchraum Gnewitz
Mecklenburg- (Gemeinden Dettmanns-
Vorpommern dorf/Gnewitz/Sanitz/ 380 1.000 1.000 1.500 1.500 |vrstl. 2028
Stadt Marlow)
Niedersachsen Garrel/Ost 380 900 900 900 900 | 2025
Niedersachsen Diele 380 1.188 1.188 1.071 1.071 bereits in Betrieb
Niedersachsen Dorpen/West 380 2.478 2.478 916 916 | bereits in Betrieb
Niedersachsen Emden/BorBum 220 113 113 0 0 | bereits in Betrieb
Niedersachsen Emden/Ost 380 2.700 2.700 1.800 1.800 | bereits in Betrieb
Niedersachsen Hagermarsch 110 0 0 0 0 |bereits in Betrieb
Niedersachsen Hanekenfahr 380 1.800 1.800 1.800 1.800 |[2028
Niedersachsen Inhausen 220 111 11 0 0 | bereits in Betrieb
Niedersachsen Unterweser 380 4.000 4.000 4.000 4.000 |2029
Niedersachsen Wehrendorf 380 2.000 2.000 2.000 2.000 |2029
Niedersachsen Wilhelmshaven/ 380 4000 | 4000 | 4000 | 4000 |2029
Landkreis Friesland
Suchraum Rastede
Niedersachsen (Ovelgonne/Rastede/ 380 2.000 2.000 4.000 4.000 | vrstl. 2031
Wiefelstede /Westerstede)
Niedersachsen Samtgemeinde Sottrum 380 0 0 2.000 2.000 |vrstl. 2042
Suchraum Nittermoor
Niedersachsen (Stadt Leer/Gemeinden 380 0 | 2000 | 4000 | 4000 |vrstl 2037

Moormerland und
Jemgum)




Netzentwicklungsplan Strom 2037/ 2045, Version 2023, 2. Entwurf

140

5 Onshore-Netz

installierte Erzeugungsleistung

Bundesland Netzverkniipfungspunkt Spannl_lngs- Offshore-Windenergie in MW Jahr der V(:}Irfiigbarkeit des
ebene in kV Netzverkniipfungspunktes
A 2037 |B/C2037| A2045 |B/C2045
Nordrhein-Westfalen | Westerkappeln 380 2.000 2.000 2.000 2.000 | 2030
Nordrhein-Westfalen | Rommerskirchen 380 2.000 2.000 4.000 4.000 |vrstl. 2034
Nordrhein-Westfalen | Oberzier 380 2.000 2.000 2.000 2.000 |vrstl. 2036
Nordrhein-Westfalen | Niederrhein 380 2.000 2.000 2.000 2.000 |vrstl. 2032
Nordrhein-Westfalen | Kusenhorst 380 2.000 2.000 2.000 2.000 |vrstl. 2033
Nordrhein-Westfalen | Lippe 380 0 0 2.000 2.000 |vrstl. 2040
Nordrhein-Westfalen | Sechtem 380 0 0 2.000 2.000 |vrstl. 2045
Schleswig-Holstein Biittel 380 3.065 3.065 2.201 2.201 | bereits in Betrieb
Suchraum Heide
. . (Gemeinden Hemmings-
Schleswig-Holstein tedt/Lieth/Lohe-Rickels- 380 4.000 4.000 4.000 4.000 |2030
hof/Wéhrden)
Suchraum Poschendorf
) . (Gemeinden Pdschen-
Schleswig-Holstein dorf/Hadenfeld / 380 4.000 4.000 4.000 4.000 |vrstl. 2033
Kaisborstel/Looft)
Schleswig-Holstein Wiemersdorf/Hardebek 380 0 2.000 2.000 2.000 |vrstl. 2035
Suchraum BBS (Amter
Schleswig-Holstein Buichen/Breitenfelde/ 380 2.000 2.000 4.000 4.000 |vrstl. 2035
Schwarzenbek-Land)
Suchraum Brunsbiittel
Schleswig-Holstein | [Gemeinden Brunshiittel / 380 0 0 2.000 2.000 |vrstl 2041

Biittel / St. Margarethen /
Brokdorf]

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Um den Zusammenhang zwischen dem Netzausbau an Land und der Netzanbindung der Offshore-Windenergie auf-
zuzeigen, wird in den Projektsteckbriefen der Offshore-Netzanbindungssysteme im Anhang auf die korrespondierenden
landseitigen Projekte des NEP hingewiesen. In den Projektsteckbriefen der landseitigen Projekte wird dariiber hinaus
ebenfalls auf die korrespondierenden Offshore-Netzanbindungssysteme verwiesen.

Wie in Kapitel 3 beschrieben, erzeugt die Marktsimulation fiir jede der 8.760 Stunden eines Jahres einen individuellen
Netznutzungsfall. So wird fiir jede Stunde eines Szenarios die kostengiinstigste Maglichkeit zur Deckung des Energiebe-
darfs unter Beriicksichtigung der Vorrangregelung der erneuerbaren Energien ermittelt. Im Rahmen des NEP 2037/2045
(2023) werden insgesamt sechs Szenarien des nach § 12a EnWG genehmigten Szenariorahmens analysiert, die in Kapitel 2
naher beschrieben werden.

In allen Szenarien hat der Ausbau der Windenergieleistung an Land und auf See einen wesentlichen Einfluss auf den
iiberregionalen Ubertragungsbedarf in Nord-Siid-Richtung, da die Windenergieleistung in Nord- und Ostdeutschland
den regionalen Bedarf erheblich Gberschreitet, wahrend in Stiddeutschland der Verbrauch durch lokale Erzeugung bei
Weitem nicht mehr gedeckt werden kann (s. Kapitel 3). Insofern ergibt sich der Ubertragungsbedarf wesentlich aus der
Entfernung zwischen Standorten der - Giberwiegend erneuerbaren - Stromerzeugung im Norden und Osten sowie dem

Verbrauch im Siiden und Westen Deutschlands.
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Die Untersuchung des Bedarfs zusatzlicher Umspannwerke oder Transformatoren zwischen dem Hochst- und Hochspan-
nungsnetz (380/110 kV) erfolgt auBerhalb des NEP zwischen den betroffenen Netzbetreibern. Derartige vertikale Punkt-
mafnahmen werden von der BNetzA nicht nach § 12c EnWG bestatigt. Sie werden daher im NEP nicht als eigenstandige
Mafnahmen aufgefihrt. Gleichwohl flieBen sie in den Datensatz des NEP mit ein und werden daher zusammen mit
weiteren horizontalen PunktmafBnahmen (u. a. Schaltanlagen) zur Information in einem gesonderten Begleitdokument
unter www.netzentwicklungsplan.de/Punktmassnahmen 2037 2045 V2023 2E.pdf zum NEP zusammengefasst.

Fir die Verkniipfung von Verteil- und Ubertragungsnetz sind vor dem Hintergrund zunehmender Einspeisung aus er-
neuerbaren Energien vertikale Punktmafinahmen ein wichtiger Aspekt der Netzentwicklung. Sofern vertikale Punkt-
mafBnahmen Leitungsbaumafnahmen zugeordnet werden konnen, werden diese im entsprechenden Projektsteckbrief
im Anhang erwahnt.

Die Investitionskosten fir die ZubaunetzmaBnahmen werden im NEP auf Basis von Standardkosten (s. Kapitel 5.2.1)
ermittelt und haben einen Uberschldagigen Charakter. Die Gesamtkosten beinhalten neben den Kosten fiir AC-Frei-
leitungen auch die Kosten fiir Transformatoren, Schaltfelder, DC-Erdkabel, DC-Konverter, zum Teil flir Kompen-
sationsanlagen sowie bei den AC-Pilotprojekten mit der Mdglichkeit zur Teil-Erdverkabelung gemafB § 2 EnLAG oder
§ 4 BBPIG die Mehrkosten einer Teil-Erdverkabelung (s. Kapitel 5.5.5). Fir die Startnetzmafnahmen werden in der
Regel Projektkosten angenommen (s. Erlauterung in Kapitel 5.2.1).

Grundlegende Informationen zum Planungsprozess, zur Netzstabilitat und zur Technologie finden Sie im Kapitel 5 des
Netzentwicklungsplans 2012 unter www.netzentwicklungsplan.de/Zwz.



www.netzentwicklungsplan.de/Punktmassnahmen_2037_2045_V2023_2E.pdf
http://www.netzentwicklungsplan.de/Zwz
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Szenario A/B/C 2037

Tabelle 28: Szenario A/B/C 2037 Kennzahlen

. . Interkonnektoren (deutscher Anteil) -
DC-Neubau in Deutschland (inkl. Startnetz) ohne Interkonnektoren aus Kapitel 5.3
Lange 6.861 km Lange 290 km AC und 530 km DC
Ubertragungskapazitat 30 GW
AC-Neubau in Deutschland (inkl. Startnetz) DC/AC-Netzverstédrkung (inkl. Startnetz)
N Lange 10.184 km
Lange 2.312 km inkl. 3.520 km Stromkreisauflagen/Umbeseilungen

Investitionsvolumen inkl. Startnetz: 156,0 Mrd. EUR

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

In den Szenarien A/B/ C 2037 zeigt sich die Notwendigkeit fiir folgende HGU-Verbindungen, die allesamt im Startnetz ent-

halten sind: DC1/DC2, DC3, DC4, DC5 und DC20. Ihre Nord-Siid-Ubertragungskapazitét betragt in Summe rund 12 GW.

Ebenso zeigt sich die Notwendigkeit der folgenden vier HGU-Verbindungen, die bereits im BBP 2022 enthalten sind:
HGU-Verbindung DC21 (BBP Nr. 49) 2 GW Wilhelmshaven/Landkreis Friesland - Lippetal/Welver/Hamm
HGU-Verbindung DC25 (BBP Nr. 48) 2 GW Heide/West - Polsum

HGU-Verbindung DC31 (BBP Nr. 81) 2 GW Hemmingstedt/Lieth/Lohe-Rickelshof /Wohrden -
Klein Rogahn/Stralendorf/Warsow/Holthusen/Schossin

HGU-Verbindung DC34 (BBP Nr. 82) 2 GW Ovelgonne/Rastede /Wiefelstede /Westerstede - Biirstadt

Dariiber hinaus haben sich die folgenden fiinf HGU-Verbindungen als notwendig erwiesen:

HGU-Verbindung DC32 2 GW Suchraum Péschendorf - Gemeinden Klein Rogahn/Stralendorf/
Warsow/Holthusen/Schossin

HGU-Verbindung DC35 2 GW Ovelgonne/Rastede/Wiefelstede /Westerstede - Marxheim

HGU-Verbindung DC40 2 GW Suchraum Niittermoor - Streumen

HGU-Verbindung DC41 2 GW Suchraum Alfstedt - Obrigheim

HGU-Verbindung DC42 2 GW Amter Biichen/Breitenfelde /Schwarzenbek-Land - siidlicher

Landkreis Boblingen

AuBerdem sind in den Szenarien A/B/C 2037 neben den AC-AusbaumaBnahmen des BBP 2022, die allesamt erforder-
lich sind, weitere rund 4.600 km an AC-Netzverstarkungs- und -ausbaumafBnahmen erforderlich.

Gegentiber dem BBP 2022 wachst der Bedarf an Netzverstarkungs- und -ausbaumafnahmen stark an. Der Zuwachs ist
im Wesentlichen auf den deutlich hoheren Zubau erneuerbarer Energien aufgrund der politischen Ziele zur Erreichung
der Klimaneutralitat zurlickzufiihren. Waren im Szenario B 2035 des NEP 2035 (2021) noch rund 73 % Strom aus erneu-
erbaren Energien zu integrieren, so sind es im Szenario B 2037 des NEP 2037 / 2045 (2023) bei deutlich héherer Strom-
nachfrage bereits rund 89 % - mit einer Steigerung bei Onshore- und Offshore-Windenergie von rund 100 GW. Allein

in den finf norddeutschen Bundeslandern steigt die installierte Leistung an Wind on- und offshore gegeniiber dem
Szenario B 2035 des NEP 2035 (2021) von 84,4 GW um 39,5 GW auf jetzt 123,9 GW an. Die damit einhergehende Strom-
erzeugung aus Wind on- und offshore steigt von 249,1 TWh um 97 TWh auf 346,2 TWh an. In den Szenarien A und C 2037
liegt der Anteil des Stroms aus erneuerbaren Energien auf einem dhnlich hohen Niveau.
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In der folgenden Abbildung 65 sind die Projekte und Mainahmen der Szenarien A/B/C 2037 dargestellt. In Tabelle 37
in Kapitel 7.1.2 sind alle fiir einen bedarfsgerechten Netzausbau erforderlichen MaRnahmen des Zubaunetzes dieses
Szenarios aufgelistet.

In den Szenarien A/B/C 2037 sind die erforderlichen Netzverstidrkungs- und -ausbaumafinahmen (AC und DC] identisch.
Die Ergebnisnetze im Jahr 2037 unterscheiden sich lediglich im Umfang des mit dem Zielnetzes verbleibenden Redispatch-
Bedarfs [s. Kapitel 5.5.6).

Jedes Projekt ist mit einer Projektnummer versehen. Im Anhang zu diesem Bericht und auf der NEP-Website unter
www.netzentwicklungsplan.de/NEP 2037 2045 V2023 2 Entwurf Teil2.pdf ist fiir jedes Projekt eine detaillierte
Beschreibung hinterlegt.



www.netzentwicklungsplan.de/NEP_2037_2045_V2023_2_Entwurf_Teil2.pdf
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Abbildung 65: Szenarien A/B/C 2037/ nur Leitungsprojekte*

@ AC-Netzverstirkung e Netzverstirkung im Startnetz [ ) Anlagen @ Netzverstirkung
@ummm»  DC-Netzverstarkung e e = Netzausbauim Startnetz s AC 380 kV Netzausbau
AC-Netzausbau e AC 220 kV D Verstarkung und Ausbau
— DC
® ® ® DC-Netzausbau AC 150 kV -
— DC

*Die Darstellung der Neubauprojekte zeigt die Anfangs- und Endpunkte, aber keine konkreten Trassenverlaufe.
Diese werden erst in nachgelagerten Genehmigungsverfahren festgelegt.

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber / Kartengrundlage © Mapbox, © OpenStreetMap (0DbL]



https://www.mapbox.com/about/maps/
https://www.openstreetmap.org/#map=6/51.330/10.453
https://opendatacommons.org/licenses/odbl/
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DC-Neubau in Deutschland (inkl. Startnetz)

Interkonnektoren (deutscher Anteil) -
ohne Interkonnektoren aus Kapitel 5.3

Lange 6.861 km

Lange 290 km AC und 530 km DC

Ubertragungskapazitat 30 GW

AC-Neubau in Deutschland (inkl. Startnetz)

DC/AC-Netzverstirkung (inkl. Startnetz)

Lange 2.312 km

Lange 10.184 km
inkl. 3.520 km Stromkreisauflagen/Umbeseilungen

Investitionsvolumen inkl. Startnetz: 156,17 Mrd. EUR

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Die Szenarien A/B/C 2045 dienen mit seinem um acht Jahre verléangerten Zeithorizont der Ausweisung eines Klima-
neutralitatsnetzes. Dadurch kann gezeigt werden, dass MaBnahmen, die in den Szenarien mit dem Zeithorizont 2037

identifiziert wurden, auch im Jahr 2045 erforderlich sind.

Alle HGU—Verbindungen, die im BBP 2022 enthalten sind, sind ebenso wie im Szenario B 2037 auch in den Szenarien

A /B/C 2045 erforderlich.

Dariiber hinaus haben sich die folgenden fiinf HGU-Verbindungen als notwendig erwiesen:

HGU-Verbindung DC32 2 GW Suchraum Péschendorf - Gemeinden Klein Rogahn/Stralendorf/
Warsow/Holthusen/Schossin

HGU-Verbindung DC35 2 GW Ovelgonne/Rastede/Wiefelstede /Westerstede - Marxheim

HGU-Verbindung DC40 2 GW Suchraum Nittermoor - Streumen

HGU-Verbindung DC41 2 GW Suchraum Alfstedt - Obrigheim

HGU-Verbindung DC42 2 GW Amter Biichen/Breitenfelde /Schwarzenbek-Land - siidlicher

Landkreis Boblingen

AuBerdem sind in den Szenarien A/B/C 2045 neben den AC-AusbaumafBnahmen des BBP 2022, die allesamt erforderlich
sind, weitere rund 4.600 km an AC-Netzverstarkungs- und -ausbaumafinahmen notwendig.

In den Szenarien A/B/C 2045 liegt der Umfang der erforderlichen Netzverstarkungs- und -ausbaumafinahmen
(AC und DC) auf nahezu dem gleichen Niveau wie im Szenario B 2037. Die Ergebnisnetze in 2045 unterscheiden sich
lediglich im Umfang des mit dem Zielnetz verbleibenden Redispatch-Bedarfs (s. Kapitel 5.5.6).

In der folgenden Abbildung 66 sind die Projekte und Mafinahmen der Szenarien A /B/C 2045 dargestellt. In Tabelle 37
in Kapitel 7.1.2 sind alle fur einen bedarfsgerechten Netzausbau erforderlichen Mafinahmen des Zubaunetzes dieser
Szenarien aufgelistet. Jedes Projekt ist mit einer Projektnummer versehen. Im Anhang zu diesem Bericht und auf der
NEP-Website unter www.netzentwicklungsplan.de/NEP 2037 2045 V2023 2 Entwurf Teil2.pdfist fiir jedes Projekt

eine detaillierte Beschreibung hinterlegt.


www.netzentwicklungsplan.de/NEP_2037_2045_V2023_2_Entwurf_Teil2.pdf
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Abbildung 66: Szenarien A/B/C 2045/ nur Leitungsprojekte*

@ AC-Netzverstirkung e Netzverstirkung im Startnetz [ ) Anlagen @ Netzverstirkung
@ DC-Netzverstarkung e e = Netzausbauim Startnetz s AC 380 kV Netzausbau
AC-Netzausbau e AC 220 kV D Verstarkung und Ausbau
— DC
® @ ® DC-Netzausbau AC 150 kV -
— DC

*Die Darstellung der Neubauprojekte zeigt die Anfangs- und Endpunkte, aber keine konkreten Trassenverlaufe.
Diese werden erst in nachgelagerten Genehmigungsverfahren festgelegt.

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber / Kartengrundlage © Mapbox, © OpenStreetMap (0DbL]



https://www.mapbox.com/about/maps/
https://www.openstreetmap.org/#map=6/51.330/10.453
https://opendatacommons.org/licenses/odbl/
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Magliche Biindelungsoptionen neuer landseitiger DC-Projekte und von Offshore-Netzanbindungssystemen

GemaB § 12b Abs. 3a EnWG sind die UNB erstmalig dazu verpflichtet, Biindelungsoptionen fiir neu identifizierte
DC-Netzausbaumafnahmen und den landeriibergreifenden landseitigen Teil der Offshore-Anbindungsleitungen zu
nennen. Dabei ist aufzuzeigen, wie diese mit bestehenden oder zumindest verfestigt geplanten Trassen ganz oder
weitgehend in einem Trassenkorridor realisiert werden kénnen. Die Biindelung ermdglicht die Fiihrung sowohl von
Offshore-Anbindungssystemen als auch von neu identifizierten DC-Projekten in derselben Trasse und damit eine
maglichst geringe Rauminanspruchnahme. Nach § 12c Abs. 2a EnWG sind fiir Neubaumafinahmen zur HGU, die noch
nicht im NEP bestétigt wurden und fiir die keine Biindelungsoption nach § 12b Abs. 3a EnWG besteht, Prdferenzrdume

zu ermitteln. Bei Neubaumafinahmen fiir den ldnderiibergreifenden landseitigen Teil einer Offshore-Anbindungsleitung
liegt die Ermittlung von Prédferenzrdumen hingegen im Ermessen der Regulierungsbehérde. Dariiber hinaus werden hier
auch weitergehende Biindelungsoptionen aufgezeigt, die iiber die gesetzlich normierte Pflicht hinausgehen, sich aber aus
Vorhabentrégersicht gleichwohl anbieten. Dies kdnnen beispielsweise die angestrebte Parallelfiihrung zu Vorhaben sein,
fir die noch keine Bundesfachplanungsentscheidung vorliegt oder die Angabe von Biindelungsoptionen von bereits im
NEP befindlichen Vorhaben.

Ein Baustein eines optimierten, bedarfsgerechten Netzausbaus ist die ldentifizierung und planerische Festlegung von
Energiekorridoren, in denen aktuelle, aber auch zukiinftige Netzausbauvorhaben strukturiert und gebiindelt geplant
sowie umgesetzt werden kénnen. Dies eréffnet bedeutsame Mdéglichkeiten hinsichtlich eines beschleunigten, effektiven
und akzeptanzsteigernden Netzausbaus. Die Ziele der Ausbildung von Energiekorridoren sind:

Biindelung von Leitungen und somit Vermeidung von unnétigen Betroffenheiten, inshesondere in
dicht besiedeltem Raum

Einsparung von Zeit und Aufwand in der Genehmigungs- und der Bauphase durch die Parallelisierung
der Netzausbauvorhaben und Hebung von Synergien

Schonung von wertvollen Fldchen und Minimierung von Eingriffen in die Umwelt

Im Rahmen verschiedener Betrachtungen zur technischen Umsetzung solcher Energiekorridore wurde deutlich, dass in
aller Regel eine Begrenzung auf vier parallel verlegte Kabelsysteme innerhalb eines Korridors sinnvoll erscheint, um eine
durchgéngige Umsetzbarkeit gewahrleisten und die technischen Herausforderungen bei der baulichen Umsetzung auf ein
beherrschbares Mal3 bringen zu kénnen. In Einzelfallen und unter Abwégung regionaler Aspekte kann auch die abschnitts-
weise Biindelung von mehr als vier Kabelsystemen sinnvoll sein. Solche Herausforderungen stellen értliche Gegebenheiten,
der anstehende Baugrund, Anforderungen aus dem Bodenschutz und baulogistische Besonderheiten dar. Folgende Auf-
listung stellt eine Ubersicht iiber bekannte Herausforderungen, ohne Anspruch auf Vollstindigkeit, dar:

Siedlungs- und Erholungsgebiete (z. B. Bauldrm)

Eingriffe in Wasserschutzgebiete (z. B. Grundwasserhaltungen]
Grofiflachige Altlastensanierungsgebiete

Bodendenkmale

Feuchte verdichtungsempfindliche Béden

Moore

Erosionsgefdhrdete Boden

Bédden mit besonders hoher natiirlicher Bodenfruchtbarkeit (z. B. Schwarzerden)]
Hangneigungen

Fels

Fliefibéden

In der nachfolgenden Abbildung 67 sind maogliche Biindelungsoptionen der neu identifizierten DC-Netzausbaumalf-
nahmen sowie der landseitige Teil der Offshore-Netzanbindungssysteme bis 2045 aufgezeigt. Die Karte geht iber die
Anforderungen des § 12b Abs. 3a EnWG hinaus, indem sie auch Korridore darstellt, in denen Ausbaumafinahmen ohne
bislang verfestigte Planung miteinander gebiindelt werden sollen. Aufgrund der bislang fehlenden Anlandungspunkte
einzelner Offshore-Projekte ist die Umsetzung der Biindelung fiir diese noch naher zu bestimmen.
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Abbildung 67: Mégliche Biindelung der neuen DC-Projekte und der Offshore-Anbindungssysteme in A/B/C 2045
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Entsprechend den im NEP 2035 (2021) bereits bestatigten bzw. im NEP 2037/2045 (2023) zur Bestétigung eingebrachten HGU-
Vorhaben ergeben sich nach aktuellem Planungsstand drei zentrale Energiekorridore, die im Folgenden beschrieben werden:

Korridor ,,0ffshore

Zur nachhaltigen Versorgung des Rheinlands und des nordwestlichen Ruhrgebiets mit Strom aus Offshore-Wind ab Anfang
der 2030er Jahre, wird die Biindelung der hierfiir notwendigen vier Offshore-Netzanbindungssysteme (ONAS] in einem
Energiekorridor geplant. Der Energiekorridor wird aus den ONAS NOR-21-1 mit NVP Niederrhein bei Wesel und geplanter
Inbetriebnahme (IBN) 2032, NOR-15-1 mit NVP Kusenhorst, nérdlich von Marl, und geplanter IBN 2033, NOR-17-1 mit
NVP Rommerskirchen und geplanter IBN 2034 sowie NOR-19-1 mit NVP Oberzier mit geplanter IBN 2036 bestehen.

Wéhrend NOR-21-1 iiber den Grenzkorridor N-Il in das Kiistenmeer eintritt, die Insel Norderney quert und bei Hilgenrieder-
siel (Samtgemeinde Hage, Landkreis Aurich] anlandet, ist fiir die anderen drei ONAS ein Eintritt in das Kiistenmeer iiber den
Grenzkorridor N-Ill und eine voraussichtliche Querung der Insel Langeoog mit anschlieflender Anlandung bei Neuharlingersiel
(Samtgemeinde Esens, Landkreis Wittmund), ca. 25 km dstlich von Hilgenriedersiel, geplant. Die vier ONAS werden anschlie-
fend an einem geeigneten, noch im Raumordnungsverfahren (ROV] zu ermittelnden Punkt zusammengefiihrt und auf einer
gemeinsamen Stammstrecke bis in das westliche Nordrhein-Westfalen gefiihrt. An einem jeweils geeigneten, im ROV zu
bestimmenden Absprungpunkt, springen die ONAS mit NVP Kusenhorst und Niederrhein von der Stammstrecke ab. Die ONAS
NOR-17-1und NOR-19-1 werden auf einer gemeinsamen Strecke maglichst lange parallel bis zu den rdumlich nahe beieinander
gelegenen NVP Rommerskirchen und Oberzier im Rheinischen Revier gefiihrt. Im Zuge des ROV soll ebenfalls gepriift werden,
ob eine Parallelfiihrung mit dem weit fortgeschnittenen Projekt ,,A-Nord“ im siidlichen Abschnitt méglich ist.

Im siidlichen Abschnitt des Energiekorridors, jedenfalls nach Absprung der ONAS Kusenhorst und Niederrhein, wird ange-
strebt, einen Korridor zu ermitteln, in dem ebenfalls die ONAS NOR-x-10 [NVP Rommerskirchen, IBN 2043) und NOR-x-12
[NVP Sechtem, IBN 2045) gebiindelt werden kénnen. Diese Biindelungslésung soll insbesondere auch die Rheinquerung der
vier ONAS umfassen. Da fiir diese beiden Systeme noch kein Anlandungspunkt in Aussicht steht, ldsst sich fiir den nérdlichen
Abschnitt noch keine konkrete Biindelungsoption aufzeigen. Sobald sich diese Anlandungspunkte konkretisieren, wird nach
Maglichkeit eine Biindelung mit den verschiedenen bereits vorgesehenen Erdkabelsystemen, welche aus Norddeutschland
bis nach Nordrhein Westfalen verlaufen, verfolgt. In Abbildung 67 ist beispielhaft die Biindelung mit dem Energiekorridor

. Offshore” dargestellt. Dies ist allerdings nur eine von mehreren méglichen Optionen, deren Realisierbarkeit insbesondere
davon abhéangt, ob sich die Biindelung von mehr als vier Systemen im betroffenen Raum als vertréglich erweist. Ziel sollte
auch bei weiteren ONAS die Biindelung mit bereits im Planungsverfahren befindlichen HGU-Systemen [beispielsweise
.Korridor B“] sein.

Korridor ,,Rhein-Main-Link”

Das Rhein-Main-Gebiet zeichnet sich aufgrund der ansdssigen Industrie und der hohen Bevélkerungsdichte durch eine hohe
Last aus. Diese wird sich in der kommenden Dekade aufgrund der Ansiedlung und Vergréflerung von Rechenzentren sowie
der Dekarbonisierungsbestrebungen der Industrie stark erhohen. Der erh6hte Lastbedarf in Kombination mit dem Ausstieg
aus der Kohleverstromung fiihrt dazu, dass die Region zum Nettoenergieimporteur wird. Um die Versorgung der Region
sicherzustellen, zeigt der NEP 2037/ 2045 (2023) vier notwendige HGU-Verbindungen nach Siidhessen auf: Das bereits im
letzten NEP bestétigte Vorhaben DC34 (Ovelgénne /Rastede /Wiefelstede /Westerstede - Biirstadt) sowie die neuen Vorhaben
DC35 [Ovelgénne /Rastede / Wiefelstede / Westerstede - Marxheim im Taunus] und die ONAS mit den NVP Kriftel [(NOR-19-3]
und Suchraum Ried (NOR-19-2).

Derzeit ist geplant aus diesen vier Einzelvorhaben ein verbundenes Projekt in Form eines Energiekorridors zu bilden. Die
Biindelung ist aus rechtlicher, baulicher und zeitlicher Sicht zu bevorzugen, da sie die Verfahren strafft und die RGume bau-
lich nicht mehrfach hintereinander in Anspruch genommen werden miissen. Die unterschiedlichen IBN-Termine - 2033 fiir
DC34, 2035 fiir DC35, 2036 fiir ONAS Kriftel und 2037 fiir ONAS Suchraum Ried - liegen ebenso nah beieinander, dass auch
diese fiir eine Biindelung sprechen und damit eine nachhaltige Versorgung des Rhein-Main-Gebiets mit einer Ubertragungs-
leistung von 8 GW sichergestellt wird.
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Raumplanerisch ist das Ziel, ausgehend von der gemeinsamen Anlandung der ONAS bei Neuharlingersiel (Samtgemeinde
Esens, Landkreis Wittmund), diese beiden Systeme parallel in den Raum Ovelgénne /Rastede /Wiefelstede /Westerstede
zu fiihren. Im Raum Ovelgénne /Rastede /Wiefelstede /Westerstede beginnt dann die gebiindelte Fortfiihrung zusammen
mit den Vorhaben DC34 und DC35 als Energiekorridor von vier HGU-Systemen mit je drei Adern. Siidliches Ende ist der
Raum Hofheim am Taunus/Kriftel fiir die Vorhaben DC35 und NOR-19-3, sowie der Raum Biirstadt/Lampertheim/Biblis/
Grof3-Rohrheim fiir die Vorhaben DC34 und NOR-19-2. Es gelingt damit, eine gemeinsame Stammstrecke von rund 500 km
zu realisieren.

. Stammstrecke Nord“

Mit der sogenannten ,, Stammstrecke Nord“ wird die abschnittsweise Biindelung mehrerer ONAS sowie zweier Onshore-HGU
in Schleswig-Holstein bezeichnet. Konkret umfasst die angestrebte Biindelung die ONAS NOR-11-1 und NOR-12-2 mit dem
NVP Suchraum Heide, NOR-16-2 und NOR-13-2 mit dem NVP Suchraum Péschendorf, NOR-18-1 mit dem NVP Wiemersdorf/
Hardebek, NOR-x-6 und NOR-16-1 mit dem NVP Suchraum BBS sowie die beiden Onshore-HGU DC31 und DC32. Ziel der Biin-
delung ist es, die Eingriffe in die Landschaft und Natur méglichst gering zu halten, einen effizienten Bauablauf zu gewéhrleisten
sowie Synergien in den Genehmigungsverfahren zu heben, um die Umsetzung der geplanten Vorhaben zu beschleunigen.

Es ist vorgesehen, die oben beschriebenen Systeme in einer Stammstrecke zu biindeln. DC31 ist mit der Moglichkeit der Ver-
legung zusétzlicher Leerrohre bereits im BBPIG verankert. Die HGU-Verbindung mit dem Inbetriebnahmejahr 2032 verlauft
vom Suchraum Heide zum Suchraum Klein Rogahn. Die erste Genehmigungsphase befindet sich unter dem Projektnamen
.NordOstLink“ in der Vorbereitung. Die Befiillung der Leerrohre erfolgt durch die MaBnahme DC32 zwischen dem Suchraum
Péschendorf und dem Suchraum Klein Rogahn.

Die oben benannten ONAS treffen mit einem Anlandepunkt bei Biisum etwa 15 km westlich des Suchraum Heide auf das
Festland. Ihre NVP mit dem Wechselstromnetz liegen im Landesinneren in N&he der Luftlinie des ,,NordOstLink". Sofern

die rdumlichen Gegebenheiten dem nicht entgegenstehen, streben die Vorhabentréger die weitest mégliche Biindelung und
damit verbunden eine Vermeidung von Mehrfachbelastungen an. An jeweils geeigneten Absprungpunkten, welche im spateren
Planungs- und Genehmigungsverfahren zu ermittelten sind, verlassen die ONAS - sofern erforderlich - die Stammstrecke und
werden zu ihren jeweiligen Netzverkniipfungspunkten gefiihrt.

Schleswig-Holstein ist durch seine geografische Lage in besonderer Weise von der Transformation der Energiewirtschaft
beriihrt. Die ,,Stammstrecke Nord “ bezweckt, damit einhergehende Flacheninanspruchnahmen und Eingriffe durch Bau-
mafinahmen zu minimieren.

Die wesentlichen Pramissen der Netzplanung sind neben der Systemsicherheit die bedarfsgerechte Auslegung des
Ubertragungsnetzes, die Minimierung zusatzlich neuer Netztrassen, die Wirtschaftlichkeit und die Nachhaltigkeit.

Auch fir diesen NEP 2037/2045 (2023) wurden in einem integrierten Gesamtkonzept zusétzlich zu den Mainahmen

des Startnetzes und den AC- sowie den DC-MaBBnahmen des BBP 2022 jeweils fiir die Szenarien A 2037, B 2037, C 2037,
A 2045, B 2045 und C 2045 Maf3nahmen zur Netzoptimierung, zur Netzverstarkung und zum Netzausbau ermittelt.
Gegeniiber dem im NEP 2035 (2021) vorgeschlagenen Projektportfolio identifiziert der vorliegende NEP 2037 / 2045 (2023)
neue Onshore-Projekte mit einer Trassenldnge von 5.620 km und zusatzlichen Investitionen in Hohe von 52,3 Mrd. EUR.

Wichtige Treiber fir weitraumige Leistungstransporte in den Szenarien sind der Ausbau der Onshore-Windenergie ins-
besondere in Nord- und Ostdeutschland, die Offshore-Windenergie sowie der grenziiberschreitende Energieaustausch
mit dem Ausland. Die Ergebnisse des in diesem NEP ermittelten Offshore-Netzausbaus finden sich in den Kapiteln 4.2.3
und 4.2.4.
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Da der wesentliche Ausbau der erneuerbaren Kapazititen bereits bis 2037 erfolgt, ist der groBte Anteil des Ubertragungs-
netzes bereits bis dahin umzusetzen. Der weitere Ausbau von Photovoltaik kann infolge des weiteren Zubaus an Flexibili-
taten weitgehend kompensiert werden. Gemaf der Genehmigung des Szenariorahmens entsprechen die Ausbaupfade der
erneuerbaren Energien bis 2045 den politischen Zielsetzungen zur Erreichung der Klimaneutralitat und liegen 2045 auf
einem ahnlichen Niveau. Die Netzanalysen zeigen fiir alle Szenarien im Jahr 2045 ein identisches Ubertragungsnetz.
Dieses unterscheidet sich lediglich an dem verbleibenden Redispatch-Volumen, das nicht durch neue Netzverstarkungs-
oder -ausbaumafBnahmen beseitigt wird. In den Zielnetzen A/B/C 2045 werden robuste Netzausbau- und -verstarkungs-
mafnahmen ausgewiesen, die sich in allen Szenarien als erforderlich erweisen. Anders als im NEP 2035 (2021) wird in
dem vorliegenden NEP 2037/2045 (2023) das Instrument der Spitzenkappung nicht angewandt. Derzeit wird Spitzen-
kappung durch die VNB nur in sehr begrenztem Mafle umgesetzt, sodass eine liber diese Planungen hinausgehende
Beriicksichtigung durch die UNB nicht sachgerecht ist und auBerdem das Risiko der Unterschatzung von Netzbelastungen
erhoht. Eine weitere Reduktion des verbleibenden Redispatch-Bedarfs um die Spitzenkappung wurde gemaf der Geneh-
migung der BNetzA nicht vorgenommen (s. Kapitel 2.5).

In allen Szenarien wurde die Notwendigkeit aller Mainahmen des BBP 2022 nachgewiesen. Grundsatzlich wurden die im
BBP 2022 enthaltenen DC-Verbindungen mit einer Ubertragungskapazitat von in Summe rund 20 GW zugrunde gelegt

- sechs Projekte davon mit insgesamt rund 12 GW Nord-Siid-Ubertragungskapazitat befinden sich bereits im Startnetz.
Diese haben sich lberall gleichermaflen als erforderlich erwiesen. Dariiber hinaus zeigte sich in allen Szenarien die
Erforderlichkeit von fiinf weiteren DC-Verbindungen. Darunter ist eine DC-Verbindung mit 2 GW zwischen Schleswig-
Holstein und Mecklenburg-Vorpommern (DC32), eine DC-Verbindung mit 2 GW zwischen Niedersachsen und Hessen
(DC35), eine DC-Verbindung mit 2 GW zwischen Niedersachsen und Sachsen (DC40), sowie zwei DC-Verbindungen mit

je 2 GW zwischen Niedersachsen bzw. Schleswig-Holstein und Baden-Wiirttemberg (DC41 und DC42).

Durch die zusatzlichen DC-Verbindungen kann die Nord-Siid-Ubertragungskapazitit um 8 GW erhsht werden, ebenso
wird durch die DC40 die Ost-West-Ubertragungskapazitit um 2 GW erhoht.

Neben dem Einsatz der DC-Technologie fir die groiraumige Stromibertragung ist die weitere Verstarkung bzw. der
Ausbau des 380-kV-Drehstromnetzes tiber den BBP 2022 hinaus erforderlich. Dampfend auf den AC-Netzausbaubedarf
wirkt neben der Beriicksichtigung des witterungsabhangigen Freileitungsbetriebs (s. Kapitel 5.5.2) die Beriicksichtigung
von Anlagen zur Lastflusssteuerung (z. B. Querregeltransformatoren), da diese die Lastflisse auf den vorhandenen
Leitungen optimieren. Im NEP 2037/2045 (2023) wurden sémtliche Ad-hoc-Maf3nahmen zur Lastflusssteuerung bertick-
sichtigt, die von der BNetzA in den vorherigen beiden Netzentwicklungsplanen bestatigt wurden. Dariber hinaus
wurden die von der BNetzA im NEP 2030 (2019) best&tigten Netzbooster-Pilotanlagen an den Standorten Kupferzell
sowie Audorf/Sid und Ottenhofen sowie weitere Netzbooster beriicksichtigt (s. Kapitel 5.2.7).

In den Abbildungen 68 und 69 sind fiir die Szenarien A 2037, B 2037, C 2037, A 2045, B 2045 und C 2045 der Umfang an
Netzverstarkungen in Bestandstrassen und der Umfang von Neubautrassen dargestellt, wobei zwischen AC-Technik
und DC-Technik unterschieden wird.
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Abbildung 68: Umfang an Netzverstirkung in den Szenarien des NEP 2037/2045 (2023)
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Abbildung 69: Umfang an Netzausbaubedarf in den Szenarien des NEP 2037 /2045 (2023]
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In Abbildung 70 sind fiir die Szenarien A 2037, B 2037, C 2037, A 2045, B 2045 und C 2045 die geschatzten Investitions-
kosten abgebildet. Details zur Ermittlung der Investitionskosten finden sich in Kapitel 5.2.1. Die Investitionskosten fiir
die Anbindung der Offshore-Windenergie werden in Abbildung 57 in Kapitel 4.2.4 dargestellt. Die spezifischen Kosten
sind auf der NEP-Website unter www.netzentwicklungsplan.de/ZwK hinterlegt.

Abbildung 70: Geschétzte Investitionskosten im NEP 2037/2045 (2023)
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Summe (gerundet) 156,0 156,0 156,0 156,1 156,1 156,1

*inkl. Anlagen zur Blindleistungskompensation

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber
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Fir das Szenario B 2037 werden die Kosten und Mengen aus den Abbildungen und Tabellen dieses Kapitels nachfolgend
beispielhaft erlautert.

Das Volumen der Netzverstarkungen in Bestandstrassen einschliefilich der Startnetzmafnahmen betragt in B 2037
rund 10.184 km (davon rund 3.520 km Umbeseilung oder Stromkreisauflagen und rund 6.665 km Neubau einer leistungs-
fahigeren Leitung in oder neben bestehenden Trassen). Zum Vergleich: Das Volumen des gesamten heutigen Hochst-
spannungsnetzes liegt bei rund 35.000 km. Der Ausbaubedarf in neuen Leitungstrassen betragt einschlief3lich Startnetz
im Szenario B 2037 rund 9.773 km, davon 6.861 km DC-Verbindungen und 2.312 km AC-Verbindungen.

In den Kilometerangaben ist der deutsche Anteil der von der BNetzA bereits bestatigten Interkonnektoren zu den
Nachbarstaaten mit einer Lange von 290 km (AC) und 530 km (DC) enthalten.

Die nachfolgende Tabelle 30 gibt eine Ubersicht iiber die Lidngenangaben der erforderlichen Netzverstarkungen und

des Neubaubedarfs aus den Kapiteln 5.2.2 und 5.2.5 sowie aus den Abbildungen 68 und 69 - differenziert nach Start-
und Zubaunetz.

Tabelle 30: Lingenangaben Start- und Zubaunetz im NEP 2037/2045 (2023)

AC-Verstarkung DC-Verstarkung

Angaben in km Zu- /Umbeseilung Ersatz-/ 2u-/Umbeseilung Ersatz-/ AC-Neubau | DC-Neubau Summe
Parallelneubau Parallelneubau

Startnetz 919 2.081 321 560 599 2.466 6.945
Zubaunetz
A 2037 2.279 3.846 0 179 1.714 4.396 12.413
B 2037 2.279 3.846 0 179 1.714 4.396 12.413
C 2037 2.279 3.846 0 179 1.714 4.396 12.413
A 2045 2.279 3.846 0 179 1.714 4.396 12.413
B 2045 2.279 3.846 0 179 1.714 4.396 12.413
C 2045 2.279 3.846 0 179 1.714 4.396 12.413
Start- und Zubaunetz
A 2037 3.198 5.927 321 739 2.312 6.861 19.358
B 2037 3.198 5.927 321 739 2.312 6.861 19.358
C 2037 3.198 5.927 321 739 2.312 6.861 19.358
A 2045 3.198 5.927 321 739 2.312 6.861 19.358
B 2045 3.198 5.927 321 739 2.312 6.861 19.358
C 2045 3.198 5.927 321 739 2.312 6.861 19.358

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Das geschatzte Investitionsvolumen betragt fiir das Szenario B 2037 rund 756 Mrd. EUR. Darin sind rund 50 Mrd. EUR fir
das Startnetz enthalten, allerdings noch nicht die Kosten fiir die Anbindung der Offshore-Windenergie (s. Kapitel 4.2.4).

In den Gesamtkosten nicht enthalten sind die Kosten fiir das Projekt P328 (DC-Interkonnektor DE - GB), da dieses Projekt

von einem Drittinvestor geplant und errichtet wird. Ebenfalls nicht in den Gesamtkosten sowie dariiber hinaus in den
Kilometerangaben enthalten sind die zusé&tzlichen Interkonnektoren (s. nachfolgendes Kapitel 5.3).
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Die im Vergleich zum vorherigen NEP stark angestiegenen Investitionskosten sind neben dem geanderten Umfang
an Projekten und Mafinahmen auf die Anpassung der Standard- und Projektkosten als Folge der wirtschaftlichen
Gesamtentwicklung zuriickzufiihren.

Gegentiber dem ersten Entwurf des NEP 2037 /2045 (2023] sind im zweiten Entwurf des NEP die Investitionskosten um
ca. 12,5 Mrd. EUR angestiegen. Dies ist im Wesentlichen durch die Beriicksichtigung zusétzlicher Projekte auf Basis zusétz-
licher Bedarfe an Transformatoren und Umspannwerken zwischen Verteil- und Ubertragungsnetz, einer Aktualisierung des
Umfangs und der Kosten bestehender Projekte sowie die Aktualisierung des Bedarfs an Anlagen zur Blindleistungskompen-
sation sowie zur Bereitstellung von Momentanreserve (s. Kapitel 5.4) begriindet. Dariiber hinaus wurde im zweiten Entwurf
das Projekt ,,P640: Offshore-Interkonnektor Bornholm Energy Island (BEI)” aufgenommen und in den Kosten und Mengen
beriicksichtigt.

Die EEG-Novelle 2023 sieht bis zum Jahr 2030 bereits eine deutliche Steigerung des Ausbaus von erneuerbaren Energien
(EE-Ausbau) im Vergleich zu den Zielwerten der Szenarien vergangener Netzentwicklungspldne vor. Dadurch steigt die
Transportaufgabe im deutschen Ubertragungsnetz signifikant und iibersteigt in der Folge auch den fiir das Jahr 2030 in
vergangenen Netzentwicklungsplanen identifizierten notwendigen Netzausbau. Dadurch verscharft sich kurz- bis mittel-
fristig die Belastung des Ubertragungsnetzes. Gleichzeitig ist absehbar, dass weniger konventionelle Kraftwerke als bisher
zur Bereitstellung von Systemdienstleistungen bereitstehen. Deshalb kommt es zu hoheren Redispatch-Bedarfen als
bislang angenommen. Vor diesem Hintergrund haben die deutschen Ubertragungsnetzbetreiber weitere geeignete MaB-
nahmen identifiziert, die bereits kurz- bis mittelfristig realisiert werden konnen und die skizzierte Situation entscharfen.

Die Bewertung und Ermittlung dieser sogenannten Ad-hoc-Maf3nahmen erfolgte auf Basis des Szenarios und Netz-
modells der gemaf § 34 des Kohleverstromungsbeendigungsgesetzes erstellten Langfristanalyse mit Betrachtungs-
jahr 2030. Weitere Details zur Langfristanalyse sind nach Veroffentlichung Mitte 2023 auf www.netztransparenz.de
einsehbar.

Die ermittelten Ad-hoc-Maflnahmen sind kurz- bis mittelfristig realisierbare Mafinahmen mit einer engpass-
reduzierenden Wirkung. Zu dieser Kategorie zdhlen insbesondere Zu- oder Umbeseilungen, zum Beispiel mit Hoch-
temperaturleiterseilen (HTL), zur Erhdhung der Stromtragfihigkeit oder lastflusssteuernde MafBnahmen zur Ver-
gleichmafligung des Lastflusses. Die Umbeseilung auf Hochtemperaturleiterseile hangt mafBgeblich von einer
Gesetzesanderung ab, welche kiinftig eine erheblich schnellere Umsetzung ermaglichen soll. Bei den identifizierten
Mafinahmen handelt es sich sowohl um Beschleunigungen aus vorherigen Netzentwicklungsplanen bekannter Maf3-
nahmen als auch um neu ent- wickelte Malnahmen auf Basis der im Jahr 2030 erwarteten Situation.

Die Bestrebungen das Netz auch unter Zuhilfenahme der Ad-hoc-Malinahmen héher auszulasten, fiihrt zu einem (ber-
proportionalen Anstieg der Blindleistungsbedarfe. Neben den absoluten Leistungstransporten erhohen sich die Leistungs-
adnderungen aufgrund stark steigender volatiler Einspeisung durch erneuerbare Energien mit der Folge héherer Bedarfe
fiir regelbare Blindleistungskompensation. Zugleich entfallen die Blindleistungspotenziale der stillzulegenden Kohlekraft-
werke, wihrend die geplanten HGU-Stationen der Wind-Offshore- und Onshore-Verbindungen erst in nachfolgenden Jahren
in Betrieb genommen werden. Im Rahmen der Langfristanalyse mit dem Zieljahr 2030 zeigen die Analysen zum Blindleis-
tungsverhalten zusétzliche Bedarfe an spannungssenkenden, spannungshebenden und dynamisch regelbaren Kompen-
sationsanlagen. Die ausgewiesenen Anlagen sind zum grofBen Teil bereits im NEP 2035 (2021) genehmigt worden, miissen
Jjedoch vorgezogen werden.

Ergebnisse der Bewertung von Ad-hoc-MaBnahmen Hoherauslastung

Im Zuge der Ad-hoc-MalBnahmenermittlung wurden auf Basis der Variante A, progressiver Fortschritt des Netzausbaus,
folgende MalBnahmen zur Engpassreduktion identifiziert:

P133 M253 Netzverstarkung Borken - GieBen/Nord (HTL-Umbeseilung]
P170 M380 (teilweise) HTLS-Umbeseilung Ensdorf - Uchtelfangen
P171 M381 HTLS-Umbeseilung Hanekenfahr - Merzen
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P211 M434 Netzverstarkung GieBen/Nord - Karben (HTL-Umbeseilung)

P212 M797/M435/M472/M4T73 Landesbergen - Grohnde - Vorden - Wiirgassen - Sandershausen /Ost -
Bergshausen - Borken (HTL-Umbeseilung)

P230 Netzverstarkung Dipperz - GroBkrotzenburg (HTL-Umbeseilung)
P303 M513 Netzverstarkung Grofigartach - Hiffenhardt

P304 M514 Netzverstarkung Kupferzell - Goldshofe

P309 M484 HTLS-Umbeseilung Biirstadt - Hoheneck

P408 M744 HTLS-Umbeseilung Emscherbruch - Hiillen - Eiberg

P420 M630 Netzverstarkung Reicheneck - Rommelsbach

P426 M645 Lastflusssteuernde Mafinahme Philippsburg

P480 Anzeigeverfahren zur Erhohung der Stromtragfahigkeit der Stromkreise Audorf/Sid -
Hamburg/Nord sowie Audorf/Sid - Kummerfeld der Mittelachse in Schleswig-Holstein auf 4.000 A

P480 Anzeigeverfahren zur Erhohung der Stromtragfahigkeit der Stromkreise Brunsbiittel -
Suderdonn und Suderdonn - Heide /West der Westkustenleitung in Schleswig-Holstein auf 4.000 A

P480 M844 Netzverstarkung Wahle - Klein Ilsede - Mehrum/Nord - Algermissen - Grohnde (HTL-Umbeseilung)
P480 M845 zwei zusatzliche Phasenschiebertransformatoren in Diele

P480 M847 Netzverstarkung Karben - GroBkrotzenburg (HTL-Umbeseilung)

P604 M906 (teilweise) HTLS-Umbeseilung Uchtelfangen - Mittelbexbach

P610 M922 HTLS-Umbeseilung Meppen - Hanekenfahr

P611 M923 HTLS-Umbeseilung Mengede - Emscherbruch

P630 M630a Netzverstarkung Wolmirstedt — Eulenberg - Forderstedt

P637 M637a Netzausbau Lastflusssteuerung Iven/Krusenfelde /Krien/Spantekow/Werder/Bartow
P639 M639a Netzausbau Lastflusssteuerung Eisenach

P677 M861 Netzverstarkung Neurott - Hiffenhardt

P680 M917 Lastflusssteuernde Mafinahme Hopfingen

P681 M918 Lastflusssteuernde MafBnahme Goldshdéfe

Ausgehend von den Redispatch-Ergebnissen der Topologie der Langfristanalyse 2030 (Variante A) reduzieren die obigen
MafBnahmen den Redispatch-Bedarf um ca. 5 TWh (EE-Abregelung davon ca. 4 TWh).

Ergebnisse der Netzbooster

Im Rahmen dieser Untersuchung wurden zusatzlich drei Netzbooster-Anlagen als kurative Mafinahmen anhand
des vermiedenen Redispatch-Bedarfes bewertet:

P510 M787 250 MW dezentraler Netzbooster Bayerisch-Schwaben
P609 M809 250 MW dezentraler Netzbooster im Rheinland
P682 M920 250 MW am Standort Hopfingen

Ausgehend von einer Topologie mit den aktivierten Netzbooster-Pilotanlagen P365-M583 und P430-M646 reduzieren
die drei zus&tzlichen Netzbooster-Anlagen den Redispatch-Bedarf um jeweils 0,5 TWh (EE-Abregelung davon 0,25 TWh).
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Abbildung 71: Malinahmen zur Hoherauslastung bis 2030 *
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*Die Darstellung der Neubauprojekte zeigt die Anfangs- und Endpunkte, aber keine konkreten Trassenverlaufe.

Diese werden erst in nachgelagerten Genehmigungsverfahren festgelegt.

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber/Kartengrundlage © Mapbox, © OpenStreetMap (0DbL)
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Ergebnisse der Analyse zur Spanungshaltung und -stabilitat fiir 2030

Die Analysen zur Spannungshaltung und -stabilitdt in der Langfristanalyse 2030 basieren auf der Variante B, verzégerter
Netzausbau. Der verzégerte Netzausbau, Variante B, enthalt aus Stabilitétssicht die kritischeren Netznutzungsfélle und
stellt somit die systemauslegungsrelevanten Situationen dar. Die Netznutzungsfélle charakterisieren sich durch sehr hohe
Blindleistungsbedarfe und grof3e Phasendifferenzen. Insgesamt ergibt sich fiir 2030 ein Blindleistungsdefizit von etwa

27 Gvar. Als Konsequenz miissen (zzgl. der bereits in den Analysen beriicksichtigten 64 genehmigten Anlagen) 35 Anlagen,
die bereits im Netzentwicklungsplan 2035 [2021] genehmigt wurden, vorgezogen werden. Dariiber hinaus werden weitere
32 Anlagen notwendig. Insgesamt miissen, liber die Mainahmen des Startnetzes hinaus, die folgenden zusétzlichen Maf3-
nahmen bis 2030 umgesetzt werden.

In der Regelzone von TransnetBW:
P90 M17g 1.000 Mvar stationare spannungshebende Q-Kompensationsanlagen
P90 M17h 2.150 Mvar regelbare Q-Kompensationsanlagen

P90 M17i 100 Mvar stationdre spannungssenkende Q-Kompensationsanlagen

In der Regelzone von 50Hertz:
P360 M7 1.700 Mvar stationdre spannungshebende Q-Kompensationsanlagen
P360 Mé85 1.840 Mvar stationédre spannungssenkende Q-Kompensationsanlagen
P360 M123 200 Mvar stationédre spannungshebende Q-Kompensationsanlagen
P360 M752 100 Mvar stationdre spannungshebende Q-Kompensationsanlagen
P360 M8 80 Mvar stationdre spannungssenkende Q-Kompensationsanlagen
P360 M876 176 Mvar stationdre spannungssenkende Q-Kompensationsanlagen
P360 M595 1.200 Mvar regelbare und 300 Mvar stationdre spannungshebende Q-Kompensationsanlagen

P360 Mé695 390 Mvar stationédre spannungssenkende Q-Kompensationsanlagen

In der Regelzone von TenneT:
P400 M972 360 Mvar stationédre spannungssenkende Q-Kompensationsanlagen
P400 M973 2.100 Mvar regelbare Q-Kompensationsanlagen
P400 M590 4.200 Mvar stationdre spannungshebende Q-Kompensationsanlagen
P400 M591 600 Mvar stationdre spannungssenkende Q-Kompensationsanlagen

P400 M592 4.500 Mvar regelbare Q-Kompensationsanlagen

In der Regelzone von Amprion:
P412 M412e 3.600 Mvar stationdre spannungshebende Q-Kompensationsanlagen
P412 M412f 2.700 Mvar stationédre spannungssenkende Q-Kompensationsanlagen

P412 M412g 2.100 Mvarregelbare Q-Kompensationsanlagen
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Ergebnisse der Analyse zur Frequenzstabilitat fiir 2030

Die Frequenzstabilitdtsanalysen in der Langfristanalyse 2030 auf Basis der Variante B, verzdgerter Netzausbau, zeigen
hohe Momentanreservedefizite zur Beherrschung von Netzauftrennungen. Hieraus leiten sich folgende Mafinahmen zur
Erhéhung der Momentanreserve ab:

Priifung und ggf. Ertiichtigung von Pumpspeicherkraftwerken zur Bereitstellung von Momentanreserve im
Phasenschieberbetrieb

Ertiichtigung neuer Gaskraftwerke zur Bereitstellung von Momentanreserve im Phasenschieberbetrieb durch
Einbau einer Kupplung und ggf. zuséatzlichen Schwungmasse

Einfiihrung einer marktgestiitzten Beschaffung zur Bereitstellung von Momentanreserve durch Kundenanlagen
(z. B. Windenergieanlagen und Batteriespeicher]

Erweiterung von rotierender Phasenschieberanlage [rPSA) um eine zusétzliche Schwungmasse und STATCOM
[Static Synchronous Compensator) um einen Kurzzeitspeicher zur Bereitstellung von Momentanreserve
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Abbildung 72: Blindleistungskompensationsanlagen der Langfristanalyse 2030 *
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Basierend auf der 4. CBA Richtlinie (.4th ENTSO-E Guideline for Cost Benefit Analysis of Grid Development Projects™'?),
werden im NEP 2037/2045 (2023) Interkonnektoren, die nicht Teil des EnLAG oder des BBP 2022 sind bzw. fiir die
keine andere rechtlich verbindliche Grundlage zur Realisierung vorliegt, einer volkswirtschaftlichen Kosten-Nutzen-
Analyse unterzogen.

Die Kosten-Nutzen-Analyse wird fir die nachfolgenden Interkonnektoren durchgefihrt.
P74 Véhringen - Westtirol (DE - AT)
P329 Zweiter DC-Interkonnektor zwischen Deutschland und Grof3britannien (DE - UK)
P678 Siidlicher Landkreis Boblingen - Mettlen (DE - CH)™
P679 Deutschland - Frankreich [DE - FR)®

Gemal des genehmigten Szenariorahmens sind die Interkonnektoren P74, P329 und P678 Bestandteil des Ausgangs-
netzes des NEP 2037/2045 (2023), da diese Projekte bereits im TYNDP gefiihrt werden. Sie wurden daher in den
Marktsimulationen aller betrachteten Szenarien berlicksichtigt. Gleichwohl ist fiir sie aufgrund der oben genannten
Kriterien eine Kosten-Nutzen-Analyse durchzufiihren. Die Bewertung dieser Interkonnektoren erfolgt unter Anwen-
dung des sogenannten TOOT-Ansatzes. Dabei wird der jeweilige Interkonnektor nur fiir seine eigene Bewertung aus
dem Netz und dem jeweiligen Szenario herausgeschaltet (TOOT steht dabei fiir engl. . Take one out at a time”). Die Bewer-
tung des Interkonnektors P679 erfolgt unter Anwendung des sogenannten PINT-Ansatzes, Dabei wird der jeweilige
Interkonnektor nur fiir seine eigene Bewertung dem Netz und dem Szenario hinzugefiigt (.,Put one in at a time").

Die Lange der zusatzlichen Interkonnektoren betrdgt in Summe 442 km. Der Kostenumfang der oben genannten Projekte
zusammen betragt auf deutscher Seite rund 1,5 Mrd. EUR, in diesen Kosten nicht enthalten sind die Kosten fir das
Projekt P329 (Zweiter DC-Interkonnektor DE - GB), da dieses Projekt von einem Drittinvestor geplant und errichtet wird.

Im Gegensatz zu einer rein monetdren Kosten-Nutzen-Analyse, bei der fir jedes Projekt jeweils die gesamten Kosten
direkt mit der Summe monetarisierter Nutzen verglichen werden, folgt die von ENTSO-E verwendete Kosten-Nutzen-
Analyse einem multikriteriellen Ansatz, bei dem sowohl monetarisierte als auch rein quantitative Nutzen-Indikatoren
den jeweiligen Kosten gegenilibergestellt werden. Neben diesen Nutzen ergeben sich fiir einzelne Projekte noch weitere
qualitative Nutzen, die im Rahmen der CBA fiir den NEP 2037/2045 (2023) nicht ausgewiesen werden.

Basis fir die volkswirtschaftliche Kosten-Nutzen-Analyse im NEP 2037/2045 (2023) sind die Szenarien B 2037 und
B 2045 (s. Kapitel 2). Zun&dchst wird durch eine neue Marktsimulation ochne bzw. mit dem zu untersuchenden Inter-
konnektor die Auswirkung auf den Handelsaustausch und das sich einstellende Marktergebnis in Europa ermit-
telt. Aufbauend auf den entsprechenden Marktsimulationen werden Lastflussberechnungen inkl. Optimierungen
von steuerbaren Netzbetriebsmitteln wie PST und HGU durchgefiihrt, die wiederum die Eingangsdaten fiir die
Redispatch-Berechnungen liefern. Die Simulationen werden jeweils mit und ohne das zu bewertende Projekt durch-
gefiihrt und der jeweilige Nutzen anschlieend aus einer Deltabetrachtung beider Simulationen bestimmt.

Gemé&l den Vorgaben der Bundesnetzagentur im genehmigten Szenariorahmen ist eine solche Analyse nur fir Inter-
konnektoren vorgesehen, die noch nicht von der BNetzA bestétigt wurden und die noch nicht im BBP 2022 enthalten sind
bzw. fiir die keine andere rechtlich verbindliche Grundlage zur Realisierung vorliegt.

12 ENTSO-E: ,4th ENTSO-E Guideline For Cost Benefit Analysis of Grid Development Project”, iibergeben am 24.04.2023 zur Meinungsbildung durch ACER
bis spétestens 24.07.2023. Die Finale CBA Guideline muss bis zum 24.10.2023 der Europdischen Kommission zur Genehmigung vorgelegt werden:
https://consultations.entsoe.eu/system-development/methodology-for-a-energy-system-wide-cost-benefit/

13 Aufgrund der noch laufenden Untersuchungen zum finalen Netzverkniipfungspunkt im Ausland, und der erwarteten Auswirkungen auf den Trassenverlauf
auf deutscher Seite, ist die Ermittlung eines Praferenzraumes nach § 12c Abs. 2a EnWG fiir diese Projekte zum jetzigen Zeitpunkt noch nicht sinnvoll.
Die erforderliche Ubertragungskapazitat, magliche Netzverkniipfungs- und Grenziibergabepunkte, Technologie und Zieljahr werden fiir den Interkonnektor
Deutschland - Frankreich im Rahmen einer pentalateralen Studie gemeinsam mit den Ubertragungsnetzbetreibern RTE, Elia, Creos, TransnetBW und
Amprion untersucht.

J
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Fiir das Projekt ,,Pé40: Offshore-Interkonnektor Bornholm Energy Island [BEI)“ wurde am 26.07.2022 zwischen den Staaten
Dinemark und Deutschland ein Memorandum of Understanding (MoU) unterzeichnet, welches die Eckpunkte des Projekts,
inkl. der Kosten-, Nutzen-, Zielmengenteilung der Erneuerbaren Energien, festlegt und das Kooperationsprojekt unter-
stiitzt. Auf Grundlage des MoU wurde am 01.06.2023 ein Regierungsabkommen zwischen beiden Ldndern unterzeichnet,
welches eine rechtlich verbindliche Grundlage zur Realisierung schafft.

Die Notwendigkeit der weiteren Leitungsprojekte des NEP 2037/2045 (2023) wird - sofern die Projekte nicht bereits
weit fortgeschritten sind und sich im Startnetz befinden - wie bisher gemaf der Planungsgrundsatze der vier deutschen
UNB insbesondere anhand von (n-1)-Nachweisen identifiziert (s. Kapitel 5.5.1).

Eine Ubersicht iiber die im Rahmen der Kosten-Nutzen-Analyse ausgewerteten Indikatoren ist Tabelle 31 zu entnehmen.
Die Indikatoren werden anschlieflend detaillierter beschrieben. Die konkreten Ergebnisse der Kosten-Nutzen-Analyse finden
sich in den Steckbriefen der o. g. Interkonnektoren im Anhang zu diesem Bericht.

Tabelle 31: Ubersicht iiber die ausgewerteten Indikatoren im Rahmen der Kosten-Nutzen-Analyse*

Indikator (geman ENTSO-E Bezeichnung) Berechnungsmethode bzw. Ursprung Einheit

B1. Socioeconomic welfare Marktsimulation und Redispatch EUR /Jahr

B2. Additional Societal benefit . . . Tonnen/Jahr
due to CO, variation Marktsimulation und Redispatch EUR /Jahr

B3. RES integration

Marktsimulation und Redispatch

MW bzw. MWh/Jahr

B5. Variation in grid losses

Leistungsflussberechnungen

MWh/Jahr

* Fir eine leichtere Vergleichbarkeit mit dem TYNDP wurde die englische Bezeichnung verwendet. Die deutschen Entsprechungen sind
in den jeweiligen Indikatorbeschreibungen gegeben.

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

B1. Socioeconomic welfare - Volkswirtschaftlicher Nutzen (kurz: SEW)

In einem System ohne Begrenzung der Kuppelkapazitdten zwischen den Marktgebieten wiirde die Einsatzreihenfolge der
Kraftwerke der Merit-Order des Gesamtsystems folgen und somit das absolute Minimum der Kostenoptimierung treffen. Eine
Begrenzung der Kuppelkapazitéten fiihrt in der Regel zu einer Abweichung von diesem Optimum, was zu héheren Systemkosten
fiihrt. Die Systemkosten umfassen die variablen Erzeugungskosten [u. a. Brennstoffkosten, CO,-Preis), Startkosten der Kraft-
werke sowie die Abrufkosten von einsenkbaren Flexibilitdten und dariiber hinaus werden auch zuschaltbare Lasten beriick-
sichtigt. So miissen beispielsweise in vielen Situationen in einem Marktgebiet Kraftwerke mit hohen Erzeugungskosten ein-
gesetzt werden, wahrend in anderen Marktgebieten deutlich giinstigere Erzeugungsleistung zur Verfiigung steht. Durch den
Ausbau der Interkonnektoren zwischen den Marktgebieten und der damit verbundenen Reduzierung der einschrankenden
Nebenbedingungen kénnen kostenglinstigere Kraftwerke anstelle teurerer Kraftwerke eingesetzt werden, was sich durch
eine Reduktion der variablen Kosten bemerkbar macht. Der SEW entspricht dem Delta zwischen Systemkosten in Europa mit
und ohne den jeweiligen Interkonnektor. In Marktgebieten mit internen Engpéssen, wie beispielsweise Deutschland, muss
Redispatch eingesetzt werden, um die Systemsicherheit zu gewéhrleisten. Durch den gednderten Einsatz des Kraftwerks-
parks infolge eines zuséatzlichen Interkonnektors - sowie gegebenenfalls durch den Einsatz des Interkonnektors selbst -
andert sich der Leistungsfluss, was direkten Einfluss auf die Engpdsse und damit auf den allgemeinen Redispatch-Bedarf
hat. Der Bau eines Interkonnektors kann den Redispatch-Bedarf sowohl senken [in diesem Fall erhéht sich der SEW) als auch
erhéhen (in diesem Fall reduziert sich der SEW).

B2. Additional Societal benefit due to CO, variation - Anderung des CO,-AusstoBes und der Klimafolgekosten

Wie unter B1. beschrieben dndert sich durch neue Interkonnektoren der européische Kraftwerkseinsatz im Allgemeinen, was
sich dementsprechend auch auf die damit verbundenen CO,-Emissionen niederschlégt. Diese Anderung kann sowohl positiv
als auch negativ ausfallen: In Situationen, in denen beispielsweise giinstige Kohlekraftwerke teure Gaskraftwerke verdrangen,
steigt der CO,-Ausstofl. Auf der anderen Seite kann es auch zu Situationen kommen, in denen z. B. CO,-freie erneuerbare
Energien, die ohne den neuen Interkonnektor abgeregelt werden miissten, konventionelle Kraftwerke verdrdngen und somit
den CO,-Ausstol3 reduzieren.
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Es ist zu beachten, dass hier die Anderung und nicht der Nutzen angegeben ist. Ein positives Vorzeichen bedeutet eine
Steigerung, ein negatives Vorzeichen eine Reduktion der CO,-Emissionen.

Im Rahmen der Bewertung der Interkonnektoren weisen die UNB auch den gesellschaftlichen Nutzen des vermiedenen
CO0,-Ausstofies (in Form der Klimafolgekosten] aus. Ziel ist es, den monetdren Nutzen/Schaden abzuschétzen, der der
Gesellschaft aufgrund der verringerten/erhéhten CO,-Emissionen entsteht. Hierzu wird sich an den Kostensétzen fiir
Kohlendioxid- und anderen Treibhausgasemissionen geméf ,,Methodenkonvention 3.1 zur Ermittlung von Umweltkosten™"
des Umweltbundesamtes orientiert. Die dort veréffentlichten Werte von 215 EUR /t CO, bzw. 250 EUR /t CO, beziehen sich
auf die Jahre 2030 und 2050. Gemal3 der Berechnungsvorschriften der Methodenkonvention ergibt sich fiir das Jahr 2037
Folgekosten von 232,7 EUR/t CO,. Da bei der Berechnung des SEW bereits die Zertifikatspreise fiir CO, (160,71 EUR/t CO,)
beriicksichtigt sind, werden diese von dem anzusetzenden Kostensatz fiir die Klimafolgekosten abgezogen. Fiir das Jahr 2037
wird als Brennstoff im Rahmen der CBA fiir Erdgaskraftwerke ausschlieB3lich der Einsatz von konventionellem Erdgas un-
terstellt. Fiir das Jahr 2045 wird ein CO,-emissionsfreies System angenommen, weswegen keine CO,-Emissionen und keine
Klimafolgekosten fiir diesen Zeithorizont angegeben werden. Das bedeutet fiir Deutschland die Annahme, dass ab 2045 aus-
schlieBilich klimaneutrale Gase als Brennstoff fiir gasbefeuerte Kraftwerke verwendet werden und etwaige Restemissionen
von z. B. Abfallkraftwerken kompensiert werden. Sowohl in 2037 als auch in 2045 wird fiir die anderen Lander der gleiche
Anteil emissionsneutraler Gase wie in Deutschland unterstellt. Andere thermische Energietrager fir die Stromerzeugung
spielen auch im Ausland in B 2045 keine Rolle mehr, sodass auf dem Weg zu einem europdischen CO,-freiem System auch
hier bereits von einer Kompensation etwaiger Restemissionen ausgegangen wird.

B3. RES integration - Integration erneuerbarer Energien

Ubersteigt in einer Situation die Stromproduktion aus erneuerbaren Energien und sonstigen Must-Run-Erzeugungseinheiten die
Summe aus Verbrauch, Speicher- und Exportméglichkeiten, muss die lberschiissige Leistung abgeregelt werden. Durch einen
neuen Interkonnektor kann ggf. mehr exportiert werden und somit muss weniger erneuerbare Energie abgeregelt werden.

BS5. Variation in grid losses - Veranderung der Netzverluste

Wie beim Indikator B1. SEW ausgefiihrt, fiihren NetzausbaumaBnahmen zu einer Anderung des Einsatzes von Erzeugungs-
einheiten. Des Weiteren werden die Impedanzverhéltnisse im Netz gedndert. Dies fiihrt zu einer Anderung der Lastfliisse,
welche wiederum direkten Einfluss auf die Netzverluste haben. Die Verdnderung der Netzverluste entspricht dem Delta
zwischen Netzverlusten mit und ohne den jeweiligen Interkonnektor und wird in MWh /Jahr ausgewiesen.

Die Systemstabilitit beschreibt die Fihigkeit eines elektrischen Verbundsystems, nach einer Stérung wieder einen neuen
stationdren Betriebspunkt zu erreichen. Der Erhalt der Systemstabilitat ist somit eine grundlegende Voraussetzung fiir den
sicheren Netzbetrieb. Wahrend im Rahmen der stationdren Untersuchungen gepriift wird, inwieweit ein neuer stationadrer
Betriebspunkt, der sich nach einer Storung ergibt, zuldssig ist, wird bei den Analysen zur Systemstabilitit das dynamische
Ubergangsverhalten wihrend und nach Einwirkung einer Stérung untersucht. Zur Bewertung der Systemstabilitét ist es
géngige Praxis, die Stabilitdtsphdnomene entsprechend des dominierenden physikalischen Effekts und des Zeitbereichs in
die Kategorien Frequenz-, Spannungs- und Polradwinkel-, sowie seit Uberarbeitung der Stabilitdtsdefinitionen des IEEE",
ebenso weiter in die Konverter- und Resonanzstabilitdt zu unterteilen. Im Rahmen der Stabilitdtsanalysen im Netzentwick-
lungsplan [NEP] stehen die ersten drei Kategorien im Fokus.

Ziel der Stabilitdtsanalysen im NEP ist es, fiir das auf Basis stationirer Analysen ermittelte Ausbaunetz des deutschen Uber-
tragungsnetzes Systembedarfe hinsichtlich der Systemstabilitit (Spannungs- und Frequenzstabilitit] als notwendige Begleit-
mafinahmen zu ermitteln und die Deckung dieser Bedarfe aufzuzeigen. Darauf aufbauend wird die transiente Stabilitat als
wichtiger Indikator fiir die Betreibbarkeit des Ausbaunetzes analysiert. Zusétzlich werden Risiken fir einen Stabilitdtsverlust
ermittelt sowie Losungsansétze entwickelt.

14 Umweltbundesamt: ,,Methodenkonvention 3.1 zur Ermittlung von Umweltkosten”, August 2020:
www.umweltbundesamt.de/sites/default/files/medien/1410/publikationen/2020-12-21_methodenkonvention 3 1 kostensaetze.pdf, S. 8.

15 Das gesamte Dokument finden Sie als Begleitdokument zum NEP 2037/2045 (2023) unter
www.netzentwicklungsplan.de/nep-aktuell/netzentwicklungsplan-20372045-2023

16 IEEE PES, Technical Report PES-TR77: ,Stability definitions and characterization of dynamic behavior in systems with high penetration
of power electronic interfaced technologies®, April 2020.
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Die Herangehensweise bei der Deckung der aufgezeigten Systembedarfe kann dabei in zwei Teile unterteilt werden. In
einem ersten Schritt wird die Deckung der Bedarfe durch Netznutzer auf Basis von Anforderungen in den nationalen und
internationalen Netzanschlussregeln unter Beriicksichtigung realistischer Randbedingungen sowie die Méglichkeiten einer
marktlichen Beschaffung beriicksichtigt. Dabei werden auch Anpassungen der Network Codes mit in Betracht gezogen. Erst
wenn Bedarfe nicht ausschlieBBlich durch Netznutzer gedeckt werden kénnen, wird in einem zweiten Schritt ein notwendiger
Bedarf an zusatzlichen UNB-eigenen Betriebsmitteln ermittelt.

Durch dieses Vorgehen werden wichtige Grundvoraussetzungen fiir ein robustes und stabiles Systemverhalten als Teil der
Systemauslegung geschaffen. Wichtig zu benennen ist aber, dass im Rahmen des NEP bewusst keine umfassende System-
auslegung stattfindet. Zu einer vollstdndigen Systemauslegung hinsichtlich der Systemstabilitdt gehéren neben den hier
dargestellten Analysen im Netzentwicklungsplan u. a. die Systemanalyse gemafl § 3 Abs. 2 NetzResV, der Systemschutzplan,
die Aktivititen des VDEIFNN im Rahmen der nationalen Umsetzung der européischen Network Codes sowie weitere UNB-
interne Untersuchungen.

Die im folgenden zusammengefassten Ergebnisse beinhalten neben den Ergebnissen aus dem Netzentwicklungsplan fiir
das Szenario B 2037 auch Ergebnisse die im Rahmen der Langfristanalyen 2030 ermittelt wurden.

Die Analysen zur Spannungshaltung und -stabilitdt umfassen aufgrund der engen Kopplung sowohl die Bedarfsermittlung
fiir kontinuierlich regelbare Blindleistungsanlagen fiir die Spannungsstabilitit als auch die Bedarfsermittlung hinsichtlich
fir die stationdre Blindleistungsanlagen fiir eine ausreichende Spannungshaltung. Es ist davon auszugehen, dass mit einem
geeigneten Ausbau von Kompensationsanlagen die Spannungsstabilitdt aufrechterhalten werden kann. Die Analysen wurden
sowohl in der Langfristanalyse 2030, als auch im NEP fiir das Szenario B 2037 durchgefiihrt, die nicht nur von einer Héher-
auslastung des Drehstromnetzes geprégt sind, sondern auch mafigeblich durch hohe volatile Leistungsfliisse aufgrund der
signifikanten EE-Zubauten. Es wird eine optimistische Ausnutzung der Potenziale der Verteilnetze, sowie eine Ausnutzung
stationdrer und dynamischer Potenziale aus Batterien und Elektrolyseuren unterstellt, die von den Ubertragungsnetzbetrei-
bern netzdienlich eingesetzt werden kénnen. Es kann gezeigt werden, dass die in den vorigen NEP-Analysen ausgewiesenen
Bedarfe nicht nur bestétigt werden, sondern, dass diese Bedarfe sogar zum grof3en Anteil bereits fiir das Szenario 2030 auf-
treten. Insgesamt ergibt sich fiir 2030 ein Blindleistungsdefizit von etwa 27 Gvar. Als Konsequenz miissen (zzgl. der bereits
in den Analysen beriicksichtigten 64 genehmigten Anlagen) 35 Anlagen, die bereits im NEP21 genehmigt wurden, vorgezo-
gen werden. Dariiber hinaus werden weitere 32 Anlagen notwendig. Bis 2037 steigt das Blindleistungsdefizit auf insgesamt
59 Gvar an. Der signifikante Zubau an HGU-Kopfstationen fiir Offshore-Netzanbindungen und DC-Korridore trégt regional er-
heblich zum Blindleistungsmanagement bei, reduziert das Defizit und damit den notwendigen Zubau durch weitere Kompen-
sationsanlagen. Ohne die Potenziale aus der netzdienlichen Nutzung von Elektrolyseuren, Grofibatteriespeicher und EE-An-
lagen aus dem Verteilnetz steigt das Blindleistungsdefizit auf 65 Gvar an. Unter Beriicksichtigung der Potenziale werden
inklusive der Anlagen fiir das Szenario 2030 bis 2037 215 Anlagen in unterschiedlichen Gréfien als erforderlich ausgewiesen.
Das setzt allerdings voraus, dass die angenommenen Potenziale aus dem Verteilnetz flichendeckend, jederzeit und netzdien-
lich genutzt werden kénnen. Auflerdem bedarf es der Etablierung notwendiger Netzanschlussregeln an Elektrolyseure und
dem netzdienlichen Einsatz gemeinsam mit Grof3batteriespeichern.

Fiir die Frequenzstabilitat besteht im Verbundbetrieb des kontinentaleuropéischen Systems bei auslegungsrelevanten Feh-
lerféllen, wie dem 3-GW-Erzeugungs- oder Lastausfall, fiir das Szenario B 2037 kein Risiko, wenn ein systemkonformes Ver-
halten der Erzeugungseinheiten vorausgesetzt werden kann. Ereignisse, die zu einer Netzauftrennung des Verbundsystems
fiihren (sogenannter , System Split“), wie z. B. die Stérung am 04.11.2006", kénnen jedoch je nach Netzsituation nicht sicher
beherrscht werden. Insbesondere in Stunden mit hohen Leistungstransiten und wenig Momentanreserve treten sehr hohe
Frequenzgradienten auf, die weit (iber der Auslegungsgrenze des Systemschutzplan (1 Hz/s] liegen. Im Begleitdokument der
Stabilitdtsanalysen werden die zugehérigen Untersuchungsergebnisse dargelegt sowie erforderliche Mafinahmen aufgezeigt.

Die Analysen der Systembedarfe fiir Frequenzstabilitit zeigen einen Mehrbedarf an Momentanreserve, um die Frequenz-
stabilitdt auch bei den zugrunde gelegten auslegungsrelevanten Netzauftrennungen beherrschen zu kénnen. Aufgrund des
ermittelten erheblichen Momentanreservebedarfs sollten mehrere Malnahmen parallel verfolgt und zeitnah hinsichtlich
ihrer technischen Realisierbarkeit gepriift und umgesetzt werden. Die beriicksichtigten Anlagenkategorien fir die Bereit-
stellung von Momentanreserve umfassen Windenergie- und Photovoltaikanlagen, Gaskraftwerke und Pumpspeicherkraft-
werke im Phasenschieberbetrieb, Batteriegrofispeicher und regelbare Blindleistungskompensationsanlagen.

17 ENTSO-E: ,Final Report - System Disturbance on 4 November 2006": ecolo.org/documents/documents_in_english/blackout-nov-06-UCTE-report.pdf
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Die Momentanreserve-Potenziale der einzelnen Kategorien wurden auf Basis aktueller Erkenntnisse und vergangener
Gesprdche mit Stakeholdern ermittelt. Hierfir ist es noch notwendig, dass entsprechende Anforderungen an Erzeugungs-
anlagen in die aktuell laufenden Anpassungen der nationalen und internationalen Netzanschlussregeln beriicksichtigt
werden. Inwiefern bestehende Prozesse angepasst oder neue Prozesse fiir eine Beschleunigung etabliert werden miissen,
wird zudem aktuell in der Roadmap Systemstabilitat des BMWK diskutiert. Sollten die verfiigbaren Potenziale einzelner
Anlagenkategorien dennoch geringer ausfallen als angenommen, muss das daraus entstehende Momentanreservedefizit
durch andere Mafinahmen kompensiert werden.

Mit Blick auf die aktuelle Marktreife netzbildender Anlagen sind die zugrunde gelegten Annahmen hinsichtlich der Momentan-
reserve-Bereitstellung ab dem Zeitraum 2025-2027 als optimistisch zu bewerten. Ein verzégerter Start dieser Bereitstellung
fliihrt zwangslaufig zu einer Unterdeckung der Bedarfe. Dem kann durch die Einfiihrung einer marktgestiitzten Beschaffung
entgegengewirkt werden. Auch der Zubau von Betriebsmitteln zur expliziten Bereitstellung von Momentanreserve muss
weiterhin in Betracht gezogen werden. Sollten die Systembedarfe nicht gedeckt werden kénnen, muss zwangslaufig davon
ausgegangen werden, dass auslegungsrelevante Netzauftrennungen nicht in jeder Stunde beherrscht werden kénnen.

Die transiente Stabilitdt, als wesentlicher Teilaspekt der Polradwinkelstabilitat, wird auf Basis eines detaillierten dyna-
mischen Netzmodells des kontinentaleuropdischen Verbundsystems und der dynamischen Simulationen anhand von aus-
legungsrelevanten Netzfehlern bewertet. Es wird das Zielnetz der Langfristanalyse 2030 (Kohleausstiegsszenario] in der
Variante B [konservativer Netzausbau) und der Belastungsfall der Stunde 1274 (23.02. 02:00 Uhr] zugrunde gelegt. Dieser
Belastungsfall zeichnet sich durch hohe Blindleistungsbedarfe und Spannungswinkeldifferenzen im Ubertragungsnetz sowie
durch eine Erzeugungssituation mit hohen Leistungstransporten aus und stellt damit einen fiir die transiente Stabilitat kriti-
schen Fall dar. Es wurde ein engpassfreier Netzzustand nach Redispatch beriicksichtigt. Dadurch sind in dem ausgewéhlten
Netznutzungsfall trotz des Kohleausstiegs vor allem im Siiden Deutschlands 26 gréfiere konventionelle Reservekraftwerke
am Netz. Wie bereits im vorherigen NEP 2035 (2021) wurden konkrete Blindleistungskompensationsanlagen, die in den Ana-
lysen zur Bedarfsermittlung der Spannungshaltung und -stabilitdt identifiziert wurden, beriicksichtigt.

Die Ergebnisse der Untersuchungen zeigen, dass Fehlerfille in den hochausgelasteten nordlichen Netzgruppen zum Verlust
der Stabilitit fiihren kénnen. Bereits bei ausgewdéhlten (n-1]-Fehlerereignissen mit konzeptgeméBer Fehlerkldrung kann

die Beherrschbarkeit nicht mehr sicher gewéhrleistet werden. Gleiches gilt fir kritischere Fehler. Der Verlust der Stabili-

tat duflert sich unter anderem in einem regionalen Ausfall von Erzeugungsleistung und Versorgungsunterbrechungen bis

hin zu (berregionalen Stérungsausweitungen mit der Gefahr von Netzauftrennungen. Wahrend im NEP 2035 (2021) durch

die Beriicksichtigung der konkreten Blindleistungsanlagen aus den Analysen zur Bedarfsermittlung der Spannungshaltung
und -stabilitit die sichere Beherrschbarkeit der Fehlerfélle ermdéglicht werden konnte, sind dafiir in der Langfristanalyse
2030 dariiberhinausgehende Malinahmen notwendig. Diese zusétzlichen Malinahmen zur Sicherstellung der Systemstabi-
litdt wurden in Sensitivitdtsanalysen bewertet. Hierbei zeigt sich, dass zukiinftig neu ans Netz kommende Grofiverbraucher
linsbesondere Elektrolyseure) auch ein netzdienliches Verhalten aufweisen miissen, wie es bereits fiir Erzeugungsanlagen
der Fall ist. Ein nicht netzdienliches Verhalten kann dabei zur Nicht-Beherrschbarkeit von Fehlerereignissen fiihren. Des
Weiteren hat sich gezeigt, dass die Menge und technische Ausgestaltung zusétzlicher Blindleistungskompensationsanlagen
sowie die Héhe der dynamischen Netzstiitzung umrichterbasierter Erzeugungsanlagen einen hohen Einfluss auf die Be-
herrschbarkeit der Fehler hat. Zwei weitere wirksame Mafinahmen stellen die Beschrdnkung der Engpassstrome auf ausge-
wéhlten Transitkorridoren sowie die Verstdrkung der Transitkorridore durch Netzausbau dar. Zudem kann eine kurzzeitige
Entlastung der Transitkorridore (iber Systemautomatiken (Einspeiseunterbrechung in Norddeutschland im Sekundenbereich)
zur Beherrschbarkeit von Fehlerereignissen beitragen. Die genaue Ausgestaltung und Dimensionierung der Gegenmafinah-
men muss in weiterfiihrenden Untersuchungen betrachtet werden. Die detaillierten Untersuchungsergebnisse der Langfrist-
analyse 2030 werden im Begleitdokument der Stabilitdtsanalysen erlautert.
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Die Ubertragungsnetzbetreiber haben gemeinsame Grundsatze fiir die Ausbauplanung des deutschen Ubertragungs-
netzes festgelegt, die im Juli 2022 in einer Uberarbeiteten Fassung veroffentlicht worden sind. Sie finden diese auf den
Websites von 50Hertz, Amprion, TenneT und TransnetBW sowie als Link auf der Seite www.netzentwicklungsplan.de/ZwD.
Diese Grundsatze gelten auch fir die Planungen im Rahmen des NEP 2037/2045 (2023). Sie legen die Untersuchungs-
methodik der Netzplanung fest, definieren Beurteilungskriterien (z. B. das (n-1)-Kriterium bzw. das erweiterte (n-1)-

Kriterium) fiir ein bedarfsgerechtes Ubertragungsnetz mit erforderlichen Freiheitsgraden zur Wahrung eines sicheren
Netzbetriebs und leiten MaBBnahmen zur Einhaltung dieser Beurteilungskriterien ab.

Kern der netztechnischen Untersuchungen im Rahmen der Netzplanung sind Netzanalysen (rechnerische Simulation der
Lastfliisse im Ubertragungsnetz durch Lastflussberechnungen) auf der Basis von Planungsnetzmodellen fiir die Lang-
fristplanung. Die unterlagerten Netzebenen sind in geeinigter Form modelliert, siehe § 12b Abs. 1S. 5 EnWG. Dabei
wird die Einhaltung der Kriterien zur Gewahrleistung der Netzsicherheit fiir jede Stunde des Jahres Uberpruft.

Die Netzanalysen umfassen im Rahmen des Netzentwicklungsplans ausgehend vom Normalschaltzustand des Uber-
tragungsnetzes (sogenannter topologischer Grundfall) Netzschwéchungen durch Ausfille von Betriebsmitteln (hier
im NEP: Leitungen und Transformatoren des Ubertragungsnetzes). Instandhaltungs-, reparatur- oder baubedingte
Freischaltungen von Betriebsmitteln werden als Netzschwachungen im NEP nicht in die Netzanalysen einbezogen.
Die Anwendung des (n-1)-Kriteriums, d.h. der Ausfall eines Elementes im Ubertragungsnetz, ist dabei abhangig von
der eingesetzten Ubertragungstechnologie. So bestimmen die technologische Ausgestaltung einer HGU-Verbindung bzw.
ihrer HGU-Konverterstationen den Ausfallumfang im (n-1)-Fall.

Ausgewidhlte zeitgleiche Ausfille von zwei Betriebsmitteln bei einer gemeinsamen Ursache (Common-Mode-Ausfille)
werden im zweiten Entwurf des NEP in den Analysen zur Blindleistungsbilanz und zur transienten Stabilitat berick-
sichtigt. Der Ausfall von mehr als zwei Betriebsmitteln wird im NEP fiir die Netzauslegung nicht herangezogen.

Die notwendige Voraussetzung fir ein bedarfsgerechtes Netz ist der durch Lastflussberechnungen zu erbringende
Nachweis der Gewahrleistung der Netzsicherheit und der strikten Vermeidung von dauerhaften Grenzwertverletzungen
(Engpassstrome, Spannungsbdnder von Stérungsausweitungen, Versorgungs- und Einspeiseunterbrechungen). Die
Analysen zur Frequenz, Spannung und transienten Stabilitdt werden im zweiten Entwurf des NEP 2037/2045 (2023)
veroffentlicht.

Damit den Anforderungen an einen sicheren und effizienten Netzbetrieb bei unterschiedlichen Ubertragungs- und
Versorgungsaufgaben Rechnung getragen wird, werden im NEP 2037/2045 (2023) in jedem Szenario des nach § 12a
EnWG von der BNetzA genehmigten Szenariorahmens fir alle 8.760 Netznutzungsfalle der Jahre 2037 und 2045
Lastflussberechnungen auf der Basis von Planungsnetzmodellen fiir die Langfristplanung durchgefiihrt. Die hierfir zu
betrachtenden Last- und Erzeugungssituationen basieren auf den vorangegangenen Marktsimulationen (s. Kapitel 3)
und der Analyse von relevanten horizontalen und vertikalen Ubertragungs- und Versorgungsaufgaben.

Die auf Basis der Lastflussberechnungen durch (n-1)-Analysen identifizierten Manahmen des Zubaunetzes bilden
zusammen mit den StartnetzmafBnahmen (s. Kapitel 5.2.2) die Grundlage fiir ein bedarfsgerechtes Netz (s. Kapitel 5.5.6)
in den jeweiligen Szenarien.

Marktbezogene Eingriffe in den Netzbetrieb, wie Redispatch von Kraftwerken, Einspeisemanagement von EE-Anlagen
oder Lastabschaltungen, sind kurzfristig bis mittelfristig wirkende praventive bzw. kurative Mafinahmen des Netzbe-
triebs zur Einhaltung und Wiederherstellung der Netzsicherheit. Sie tragen im Prinzip nicht zu einer bedarfsgerechten
perspektivischen Netzbemessung bei, welche die Grundlage fir ein weitestgehend freiziigiges kiinftiges Marktgeschehen
auf Basis eines diskriminierungsfreien Netzzugangs ist und wurden bisher in der Netzausbauplanung des Ubertragungs-
netzes grundsatzlich nicht beriicksichtigt. Im NEP 2037/2045 (2023) dagegen werden wie in den Kapiteln 6.2 und 6.3
beschrieben, auch kurative Mainahmen einer (teilJautomatisierten Netzfiihrung (z. B. der Einsatz sogenannter Netz-
booster) bereits in der Netzplanung explizit betrachtet.
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Im Rahmen dieses Netzentwicklungsplans erfolgt gem&B der Genehmigung des Szenariorahmens der BNetzA (S. 57)
im Gegensatz zum NEP 2035 (2021) keine explizite Modellierung des Instrumentes der Spitzenkappung. Es wird durch
die VNB derzeit nur in sehr begrenztem Mafle umgesetzt, sodass eine liber die Planungen der VNB hinausgehende
Beriicksichtigung durch die UNB nicht vorgegeben ist und auflerdem das Risiko der Unterschatzung von Netzbelas-
tungen erhoht. Das Instrument der Spitzenkappung ist nicht fiir gro3e Stromsysteme mit einer hohen Zahl an flexiblen
Verbrauchern und Speichern, wie sie in diesem Szenariorahmen angesetzt werden, konzipiert und bewertet worden.
Es befindet sich eine Vielzahl an Flexibilitaten in unmittelbarer raumlicher Nahe zu Photovoltaik- oder Windenergiean-
lagen, und die netztechnische Wirkung der Einspeisung in den unterlagerten Netzebenen kann nicht ohne Berlicksich-
tigung des Einsatzes dieser Verbraucher und Speicher approximiert werden (s. Kapitel 2.5). Der Verzicht der Spitzen-
kappung ist ein Grund fiir den verbleibenden Redispatch im Zielnetz (s. Kapitel 5.5.6).

Das NOVA-Prinzip bedeutet Netzoptimierung vor Netzverstarkung vor Netzausbau. Es enthalt fur jede der Stufen
verschiedene Optionen, die als anderweitige Planungsmaglichkeiten gepriift werden. Im Rahmen der Netzoptimierung
wird grundsétzlich der witterungsabh&ngige Freileitungsbetrieb (WAFB), haufig auch als Freileitungsmonitoring (FLM)
bezeichnet, sowie die Nutzung von Hochtemperaturleiterseilen (HTL bzw. HTLS) und - bei dafiir bereits ausgeristeten
Freileitungen - die Spannungsumstellung von 220 kV auf 380 kV untersucht. Auch Topologiemal3nahmen, der Einsatz
von Blindleistungskompensationsanlagen sowie von aktiven Elementen zur Lastflusssteuerung im Ubertragungsnetz,
wie z.B. Querregeltransformatoren in Deutschland und zu den Nachbarlandern, die temporare Hoherauslastung von
einzelnen Leitungen im (n-1)-Fall mit bis zu 4.000 A sowie die Steuerung von HGU-Verbindungen, stellen weitere Optimie-
rungsmaglichkeiten dar.

WAFB wurde bei der Netzberechnung auf Freileitungsstromkreisen grundsatzlich berticksichtigt. Beim WAFB wird in
Abhingigkeit der Umgebungsbedingungen fiir jede Stunde eine erhéhte Ubertragungsfahigkeit auf allen Freileitungs-
stromkreisen zugelassen, die dafiir technisch und beziiglich ggf. erforderlicher Genehmigungen geeignet sind. Dies
gilt sowohl bei hoheren Windgeschwindigkeiten als auch bei niedrigeren Umgebungstemperaturen gegeniliber den
Normbedingungen. Nahere Erlduterungen dazu finden Sie in den gemeinsamen Planungsgrundsatzen der UNB unter
www.netzentwicklungsplan.de/ZwD.

Auf den Leitungsabschnitten, bei denen ein Einsatz aufgrund der Statik der Masten maoglich ist, kann die Nutzung von
HTL bzw. HTLS bertiicksichtigt werden. Sollten diese Malnahmen aufgrund der Maststatik oder wegen Verletzung
gesetzlicher Vorgaben (Technische Anleitung zum Schutz gegen Larm - TA L&rm), Verordnung tber elektromagnetische
Felder (26. Bundes-Immissionsschutzverordnung) nicht méglich oder nicht ausreichend sein, um die erforderliche Uber-
tragungsaufgabe zu erfillen, werden im Rahmen der Netzverstarkung in einem zweiten Schritt weitere Optionen gepriift.
Dazu gehort die Auflage von zuséatzlichen Stromkreisen auf ein bestehendes Gestange, die Ablésung einer bestehenden
220- oder 380-kV-Leitung durch einen 380-kV-Neubau in bestehender Trasse (Ersatzneubau) oder ein 380-kV-Neubau
neben einer bereits bestehenden Hochstspannungsleitung (Parallelneubau). Ein Leitungsneubau in neuer Trasse wird
nur dann vorgeschlagen, wenn vorher alle anderen Optionen geprift und verworfen wurden.

Die Aufstellung von lastflusssteuernden Betriebsmitteln wird im aktuellen NEP als Netzausbaumafinahme gewertet,
der Einsatz dieser Transformatoren zur Lastflusssteuerung dagegen als Netzoptimierung. Die Aufstellung dieser last-
flusssteuernden Netzkomponenten ist damit die technologische Voraussetzung fiir die Optimierung des Netzbetriebs.

Im NEP 2037/2045 (2023) kommt wie bereits im NEP 2035 (2021) eine stérker differenzierte Anwendung der NOVA-
Kriterien der identifizierten Netzmaf3nahmen zum Einsatz. Die bisher benutzten NOVA-Kategorien Netzoptimierung,
Netzverstarkung und Netzausbau werden dabei um die Begrifflichkeiten gemaf § 3 NABEG als NOVA-Typ erganzt
(s. Abbildung 73). Dies ermdglicht eine starkere Differenzierung der einzelnen MaBnahmen und erhoht dariiber hinaus
die Konsistenz mit den Begrifflichkeiten in den spateren Genehmigungsverfahren'®. Die gegenliber vorherigen Netzent-
wicklungsplénen starkere Differenzierung der NOVA-Typen setzt jedoch voraus, dass die dafiir erforderlichen Informationen
auf der oftmals sehr frihen Planungsebene der Projekte im NEP bereits vorliegen. Bei Unsicherheiten wird deshalb bei
Mafinahmen im Zweifelsfall die ungiinstigere NOVA-Kategorie bzw. der ungiinstigere NOVA-Typ angegeben.

18 Auf der Planungsebene des NEP orientieren sich die VerstarkungsmaBnahmen an den Begrifflichkeiten des § 3 NABEG. Ob und wie weit
deren Voraussetzungen in den nachgelagerten Planungs- und Genehmigungsverfahren gegeben sein werden, wird im jeweiligen Verfahren
konkret zu priifen sein und kann von der hiesigen Einordnung abweichen.
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Abbildung 73: NOVA-Kategorien

NOVA-Typ im NEP 2037/2045 (2023) gem. § 3 NABEG

> Topologiemafnahmen
> Leistungsflusssteuerung

(Netz-) > Spannungsumstellung (220 kV - 380 kV]
>

witterungsabhangige Belastbarkeit von Freileitungen

Optimierung

NO

Anderung oder Erweiterung einer Leitung: Zu- oder Umbeseilung

Errichtung einer Leitung: Ersatzneubau

Verstarkung

V

Errichtung einer Leitung: Parallelneubau

Errichtung einer Leitung: Neubau in neuer Trasse (Seekabel)

Errichtung einer Leitung: Neubau in neuer Trasse (Freileitung)

Ausbau

Jal

Errichtung einer Leitung: Neubau in neuer Trasse (Erdkabel)

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Die etablierte Drehstromtechnik (AC-Technologie) ermdglicht eine kostengiinstige und effiziente Transformation in hohe
Spannungen fiir den Transport sowie die Bereitstellung vieler Abspannpunkte zur Versorgung von Regionen und Stadten
bzw. zur Aufnahme von regional erzeugtem Strom. Auf langen Strecken stoBt die AC-Technologie allerdings physikalisch
an ihre Grenzen.

Eine besondere Starke der HGU-Technologie liegt in der verlustarmen Ubertragung hoher Leistung iber lange Distanzen.
Wiirde zur Deckung weitrdumiger Transportaufgaben ein reines Drehstromnetz geplant werden, dann ware ein weitaus
grofiflachigerer Netzausbau noétig, welcher zudem mehr Raum als der DC-Ausbau in Anspruch nehmen wiirde.

Die HGU-Verbindungen haben eine hohe energiewirtschaftliche Bedeutung, da sie die neuen erneuerbaren Erzeugungs-
zentren im Norden und Osten Deutschlands mit den Verbrauchszentren im Westen und Stiden Deutschlands verbinden.
Fiir den Anschluss der HGU-Verbindungen bieten sich vorrangig netztechnisch gut erschlossene Regionen mit Erzeugungs-
liberschuss bzw. Erzeugungsunterdeckung an. Dies sind im Siiden insbesondere Netzbereiche, in denen derzeit konven-
tionelle Kraftwerke in das Ubertragungsnetz einspeisen. Dort befinden sich in der Regel bereits starke Netzknoten zur
Einbindung in das AC-Netz. Die HGU-Verbindungen kénnen auch genutzt werden, um bei hoher Sonneneinstrahlung und
geringem Windaufkommen Leistung von Siiden nach Norden zu transportieren. Sie haben einen dkologischen und 6ko-
nomischen Nutzen, da sie Engp&sse vermeiden. Im vorliegenden NEP 2037/2045 (2023) wird dariber hinaus der Nutzen
einer HGU gezeigt, die von Nordwesten Deutschlands in den Osten Deutschlands fiihrt. Diese kann zu einer groBflichigen
Ubertragung elektrischer Energie zwischen dem Westen und dem Osten Deutschlands genutzt werden.
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Die HGU-Verbindungen haben auch eine besondere netztechnische Bedeutung fiir das gesamtdeutsche Ubertragungsnetz.
Zum einen stabilisieren sie das Drehstromnetz, zum anderen konnen sie, anders als dieses, gezielt als aktive Netz-
elemente zur Steuerung von Lastflissen eingesetzt werden und somit direkt auf Wirk- und Blindleistung einwirken.

In einer Zeit mit immer groferen Variationen im Lastflussverhalten durch immer hohere volatile Einspeisung ist diese
Steuer- und Regelbarkeit von hoher Bedeutung fiir einen nachhaltig sicheren Betrieb des elektrischen Systems. Zudem
entsteht im Normalbetrieb durch die Gleichstromleitungen - anders als bei AC-Stromleitungen - kein weiterer Blind-
leistungsbedarf fiir lange Ubertragungsstrecken. In der Zielnetzplanung im Rahmen der Szenarien des NEP wird mit
den HGU-Verbindungen ein wichtiger Teil eines Ubertragungssystems realisiert, das die Standorte der Windkraftanlagen
in Nord- und Ostdeutschland sowie in der Nord- und Ostsee, die Lastschwerpunkte im Siiden und Westen Deutschlands
sowie die heutigen und zukiinftigen Pumpspeicher in der Alpenregion zusammenfuhrt.

Vorteile der DC-Technologie bei weitraumigen Ubertragungsaufgaben:
Wirtschaftliche Ubertragung groBer Leistungen iiber weite Entfernungen

Bei Wechsel- bzw. Drehstrom sind die Effektivwerte von Strom und Spannung mafigebend fiir die Gibertragene
Leistung, wahrend die Isolation und damit die Baugrofe von Freileitungsmasten fir den (um den Faktor Wurzel 2)
groBeren Spannungsscheitelwert vorzusehen sind. Bei Gleichstromtechnik besteht dieser Unterschied hingegen
nicht, sodass bei nahezu identischem Aufwand fir Isolation und Konstruktion der Freileitungsmasten bzw. der
Erdkabelstrecken hohere Ubertragungsleistungen realisiert werden kénnen.

Fir die Ubertragungsstrecke entsteht kein Blindleistungsbedarf, der bei AC-Technologie einen erhdhten Leiterstrom
und damit zusatzliche Stromwarmeverluste verursacht. Blindleistung muss von den UNB als Grundlage fiir den
Netzbetrieb in eigenen Anlagen bereitgestellt oder beschafft werden.

Bei Gleichstrom entstehen keine dielektrischen Verluste (Umwandlung elektromagnetischer Energie in Warme im
Dielektrikum) und die Verluste im Leiter sind aufgrund des fehlenden Skin-Effekts (Stromverdrangung; ein Effekt
in von Wechselstrom durchflossenen elektrischen Leitern, durch den die Stromdichte im Inneren eines Leiters
niedriger ist als an der Oberflache) etwas geringer als bei der AC-Technologie. Nachteilig sind allerdings die Verluste
in den Konvertern, was auch ein Grund ist, weshalb insbesondere lange HGU-Verbindungen Vorteile aufweisen.

Giinstiges Betriebsverhalten

Die {iber eine HGU-Verbindung transportierte Leistung ist flexibel steuer- und regelbar, sodass sie betrieblich den
Erfordernissen des unterlagerten AC-Netzes optimal angepasst werden kann.

In AC-Netzen existieren Stabilitatsgrenzen, die wesentlich durch die Blindwiderstande der Netzelemente beeinflusst
werden. Mit zunehmender Auslastung nehmen die Stabilitatsreserven des AC-Netzes ab. Bei gro3raumig hoch aus-
gelasteten AC-Netzen liegen die im Hinblick auf Stérungen (z.B. (n-1]-Ausfall) einzuhaltenden Stabilitatsgrenzen
unter Umstanden unterhalb der thermischen Grenzen von Betriebsmitteln. Fiir die DC-Technologie existieren solche
Stabilitatsgrenzen nicht. Daher konnen die thermischen Potenziale der eingesetzten Betriebsmittel stets vollstandig

genutzt werden.

Der NEP muss gemafB § 12b Abs. 1 S. 4 Nr. 6 und Abs. 4 EnWG eine Darlegung der in Betracht kommenden anderweitigen
Planungsmaglichkeiten von NetzausbaumalBnahmen sowie eine zusammenfassende Erklarung enthalten, die zeigt, aus
welchen Griinden der Netzentwicklungsplan nach Abwagung mit den gepriften, in Betracht kommenden anderweitigen
Planungsmaglichkeiten gewahlt wurde. Neben dem NOVA-Prinzip (s. Kapitel 5.5.2) sind anderweitige Planungsmaglich-
keiten, andere Technologiekonzepte, die Prifung alternativer Netzverkniipfungspunkte sowie die Gesamtplanalternative
der verschiedenen Szenarien.

Die UNB haben sich mit Blick auf andere Technologiekonzepte fiir eine Kombination von AC-Netz mit neuen HGU-
Verbindungen entschieden. Die Darstellung der hier angestellten Uberlegungen und Abwégungen findet sich auszugs-
weise in Kapitel 5.5.3 sowie ausfiihrlich in Kapitel 5 des NEP 2012 unter www.netzentwicklungsplan.de/Zwz.
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Der NEP 2037/2045 (2023) stellt neben einer verbal-argumentativen Alternativenpriifung in den Projektsteckbriefen im
Anhang fiir diejenigen Projekte und MaBnahmen, fiir die von den UNB magliche alternative Netzverkniipfungspunkte
ermittelt werden konnten, diese in Verbindung mit einer entsprechenden Abwagung beschreibend dar.

Fir neue Projekte und Ma3nahmen, die iber den BBP 2022 hinausgehen,
MaBinahmen, die gegenliber dem BBP 2022 geadndert wurden sowie

BBP-Mafinahmen, fir die bisher noch keine Alternativenpriifung vorgenommen wurde und bei denen die nach-
folgenden Planungsverfahren noch nicht begonnen haben und bei denen die Strategische Umweltpriifung zum
NEP 2035 (2021) mindestens mittlere Umweltauswirkungen festgestellt hat,

wird in den Projektsteckbriefen auf mdgliche sinnvolle Alternativen und Netzverkniipfungspunkte eingegangen und diese
mit der vorgeschlagenen Mafinahme abgewogen.

SchlieBlich sind anderweitige Planungsmaoglichkeiten im NEP 2037/2045 (2023) auch dadurch dargestellt, dass aus-
gehend von den genehmigten Szenarien fur die Betrachtungsjahre 2037 und 2045 insgesamt vier unterschiedliche
Ergebnisnetze im ersten Entwurf berechnet und einander gegentbergestellt werden, sogenannte Gesamtplanalternativen.
Die Analyse der Ergebnisnetze der Szenarien A 2037 und C 2037 folgt im zweiten Entwurf.

Raumliche alternative Streckenfiihrungen von Trassen oder Korridoren sind nicht Gegenstand der Priifung anderweitiger
Planungsmadglichkeiten im NEP. Die im NEP enthaltenen MafBnahmen sind Ergebnis eines netzplanerisch ermittelten
Gesamtbedarfs. Es geht um die grundsatzliche Ermittlung von Lésungen fiir Ubertragungsbedarfe nach netztechnischen
Aspekten. Die konkrete Fihrung der neuen Trasse zwischen einem Anfangs- und einem Endpunkt steht zu diesem Zeit-
punkt noch nicht fest und kann auch nicht feststehen, da sie nicht Gegenstand der angestellten Netzberechnungen ist.

Unter anderem aufgrund des hohen Blindleitwertes und der damit hohen Ladeleistung von Kabeln unterliegt der Einsatz
von Erdkabeln bei AC-Systemen im Hochstspannungsbereich systemtechnischen Einschrankungen. Diese bestehen bei
Einsatz der DC-Technologie so nicht.

Der Erdkabelvorrang fiir alle HGU-Verbindungen mit Ausnahme von DC2 nach § 3 BBPIG hat grofie Auswirkungen auf
die Kosten der jeweiligen Vorhaben. Bei den genannten Projekten wird in Bezug auf die im NEP angesetzten Kosten
grundsatzlich von einer Vollverkabelung (100 % Erdkabel) ausgegangen. Lediglich bei DC5 ist von einem gewissen Anteil
Freileitung auszugehen, da in der laufenden Planfeststellung im Netzgebiet von 50Hertz ausgehend von Priifbegehren in
der Bundesfachplanung Freileitungsabschnitte geplant werden.

Grundsitzlich muss darauf hingewiesen werden, dass bei bereits in Planung bzw. in Umsetzung befindlichen HGU-Projekten
die maglicherweise geringfiigigen technischen Vorteile einer vom aktuellen Planungsstand abweichenden Ausfiihrung als
DC-Kabel oder DC-Freileitung eine Umplanung nicht begriinden oder rechtfertigen kénnen. Beide DC-Ubertragungstechno-
logien [DC-Freileitung bzw. DC-Kabelsysteme), sind aktueller Stand der Technik und kénnen je nach Beschaffenheit des Vor-
zugskorridors und unter Beriicksichtigung des politischen Rahmens und den gesetzlichen Voraussetzungen eingesetzt werden.

Eine technische Vorzugsvariante kann nur unter Beriicksichtigung projektspezifischer Aspekte ermittelt werden. Dabei
gilt grundsétzlich, dass sowohl ein durchgangiges DC-Kabel als auch eine durchgdngige DC-Freileitung gegentiiber einer
Ausfiihrung mit gemischten Abschnitten - die den Komplexitdtsgrad des Vorhabens deutlich erh6hen -zu bevorzugen sind.

Offshore-Netzanbindungssysteme miissen zwangslaufig als Kabel ausgefiihrt werden. Daher ist der Komplexitatsgrad fir
zukiinftige HGU-Vorhaben, wie z. B. DC-Hub-Projekte und erweiterbare Multi-Terminal-Konfigurationen, am geringsten
zu werten, wenn auch landseitige Verbindungen mit Vollverkabelung realisiert werden.
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Fir AC-Verbindungen wurde in der Regel eine Realisierung als Freileitung angenommen. Lediglich bei den Projek-
ten, die als Pilotprojekt zur Teil-Erdverkabelung gemafR § 2 EnLAG sowie § 4 BBPLG definiert sind, ist eine anteilige
Erdverkabelung bei der Kostenkalkulation der Projekte beriicksichtigt worden. Nahere Details finden sich bei fort-
geschritteneren Projekten im jeweiligen Steckbrief im Anhang.

Grundsatzlich ist darauf hinzuweisen, dass die Mehrkosten einer Ausfiihrung als Erdkabel im Vergleich zur Freileitung sehr
stark von den ortlichen Gegebenheiten (z. B. Bodenbeschaffenheit) abhangen. Fir die in diesem Bericht vorgenommene
Abschatzung der Kosten fiir an Land eingesetzte DC-Erdkabel wurden bei durchschnittlichen Gegebenheiten Schatzkosten
in Hohe von 7,6 Mio. EUR/km fiir ein DC-Kabel mit 2 GW und metallischem Riickleiter unterstellt. Fir die Teil-Erdver-
kabelungsabschnitte bei AC-Projekten werden durchschnittliche Schétzkosten in Hohe von 16 Mio. EUR/km fiir die
Teil-Erdverkabelung einer 380-kV-Leitung mit zwei Stromkreisen angenommen. Die Kosten fiir die erforderlichen
Kabelibergangsanlagen sind dabei bereits beriicksichtigt, die Kosten fiir die ebenfalls erforderliche Kompensation der
anfallenden Blindleistung allerdings noch nicht. Diese Kostenansitze basieren auf Erfahrungen der UNB mit ersten
AC-Teil-Erdverkabelungsprojekten sowie mit DC-Erdkabeln, wie z.B. bei landseitigen Offshore-Anschlissen und Seekabeln.

Aufgrund der hohen Unsicherheiten bei den Planungshorizonten 2037 und insbesondere 2045 wurde fir die Zusammen-
stellung und Bewertung der sehr gro3en Zahl moglicher Ausbaumafnahmenkandidaten eine auf genetischen Algorithmen
aufgebaute Metaheuristik eingesetzt. Die Ausbauma3nahmenkandidaten umfassen Kombinationen von Ma3nahmen aus
den Kategorien NVP, HGU-Systeme, Vernetzung von HGU-Standorten, netzdienliche Verortung von Offsite-PtG-Anlagen
sowie Lastflusssteuerung und AC-Projekte. Diese diente als unterstiitzendes Werkzeug, um maglichst viele sinnvolle
Kombinationen der verfiigharen Losungsoptionen analysieren und bewerten zu kénnen.

Die Heuristik ist ein iteratives Verfahren, das initial verschiedene Kombinationen der verfiigbaren Ausbauoptionen
zusammengestellt und bewertet. Die Bewertung erfolgt mittels einer Fitnessfunktion, die sich aus den Investitions- und
Redispatch-Kosten zusammensetzt. Somit werden die effizientesten Optionen (geringer Investitionsbedarf bei hoher
engpassreduzierender Wirkung) identifiziert und die Abwdgung zwischen netzdienlicher Wirkung und Wirtschaftlichkeit
beriicksichtigt.

Auf Grundlage der Bewertung werden in der nachfolgenden Iteration verbesserte Kombinationen von Ausbauoptionen
zusammengestellt und diese erneut bewertet. Das Verfahren wird solange fortgesetzt, bis keine besseren Losungen
mehr ermittelt werden konnen.

Bei dem Einsatz der Heuristik hat sich ein mehrstufiges Vorgehen als geeignet herausgestellt:

Zuordnung der NVP und Ermittlung zusatzlicher AusbaumaBnahmen (AC-MaBnahmen, lastflusssteuernder
Elemente, HGU-Systeme)

Prifung der Vernetzbarkeit von DC-Verbindungen

Erneute Neuverortung der Offsite-PtG-Anlagen zur Minimierung von Engpassen

Bei der Ermittlung des Netzoptimierungs-, -verstarkungs- und -ausbaubedarfs in den Szenarien A /B/C 2037 und
A /B/C 2045 (s. Kapitel 5.2.5) wurden die in den Kapiteln 6.2 und 6.3 beschriebenen zukiinftigen innovativen Technologien
beriicksichtigt, inklusive der Innovationen in der Systemfiihrung und Netzbooster.

Zum Teil ist die Beriicksichtigung von Innovationen bereits sehr konkret erfolgt, beispielsweise durch die Héherauslastung
von gewissen Leitungen im (n-1)-Fall mit bis zu 4.000 A. Darlber hinaus wurden die von der BNetzA in den vorherigen
Netzentwicklungsplanen bestatigten Ad-hoc-MafBlnahmen (hauptséchlich PST) auch in diesem NEP in das AC-Netz
(Start- und BBP-Netz) eingebaut, um die Lastflisse auf den vorhandenen bzw. in der Netzplanung bereits beriicksichtigten
AC-Leitungen zu optimieren. Durch die Integration dieser lastflusssteuernden Elemente in die Netzplanung lasst sich
der ansonsten erforderliche Netzverstarkungs- und -ausbaubedarf reduzieren.
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In den Szenarien A /B/C 2037 und A /B/C 2045 sind in gréBerem Umfang, abweichend von den in Kapitel 5.5.1
beschriebenen Planungsgrundsatzen, identifizierte Netzengpasse nicht durch Netzverstarkungs- oder -ausbau-
mafBnahmen beseitigt worden. Im Szenario A 2045 verbleibt mit den vorgeschlagenen Netzausbaumafinahmen ein
Redispatch-Volumen von 2,8 TWh, im Szenario B 2045 von 3,4 TWh sowie im Szenario C 2045 von 5,9 TWh.

Im Zuge eines bedarfsgerecht ausgebauten Netzes wurde fiir das Szenario B 2037 ein Zielnetz mit einem (praventiven)
Redispatch-Bedarf von 2,5 TWh ermittelt. Dariber hinaus erfolgte im Sinne einer kosteneffizienten Behebung der ver-
bleibenden Netzengpasse die Analyse des Potenzials kurativer Mafinahmen zur Senkung des praventiven Redispatch-
Bedarfs. Fiir den kurativen Einsatz wurden HGU, PST, Netzbooster, Grof3batteriespeicher, Pumpspeicherkraftwerke
und Offshore-Windkraft betrachtet.

Alle betrachteten kurativen Mafinahmen, abgesehen von Netzboostern, wurden sowohl fir den kurativen wie auch
praventiven Redispatch herangezogen. HGU-Systeme und PST sind in der Lage, eine Lastflussverschiebung durch
Arbeitspunktanderung zu erreichen. Die Lastflisse verschieben sich auch ber die Landesgrenzen hinweg, sodass eine
Abstimmung mit den Anrainerstaaten erfolgen muss. Aufgrund der groen Vorlaufzeiten in der Betriebsplanung und der
damit verbundenen Unsicherheiten kann der kurative Leistungseinsatz bei PST und HGU nur eingeschrankt Verwendung
finden. Aus den genannten Griinden wird der Stellbereich der HGU-Systeme auf maximal zehn Prozent des Leistungs-
bandes und von PST auf maximal 15 Prozent des Stellbereichs fur den kurativen Einsatz begrenzt. Zudem erfolgt ein
kurativer Einsatz nur, wenn nach praventivem Einsatz noch Arbeitspunktanderungen im Rahmen der Betriebsgrenzen
moglich sind.

Grofbatteriespeicher und Pumpspeicherkraftwerke wurden im ersten Schritt marktlich eingesetzt. Sollten nach dem
marktlichen Einsatz die Grof3batteriespeicher und Pumpspeicherkraftwerke noch in der Lage sein, Leistung bereit
stellen zu konnen, das heif3t die Leistung der Grof3batteriespeicher und Pumpspeicherkraftwerke wird nicht ausge-
schopft, so steht diese Leistung fir praventive und kurative Mainahmen zu Verfiigung. Da die Einbindung von Maf3-
nahmen in die kurative Betriebsfiihrung mit einem technischen und finanziellen Aufwand verbunden ist, wurden
GrofBbatteriespeicher und Pumpspeicherkraftwerke nur ab einer Nennleistung von 100 MW und gréfBer in Betracht
gezogen. Die maximale Abrufleistung wurde auf 200 MW begrenzt.

Netzbooster hingegen stehen allein fir den kurativen Einsatz zu Verfligung und wurden daher mit dem vollen Leistungs-
band bericksichtigt. Neben den bereits im NEP 2030 (2019) und NEP 2035 (2021) best&tigen Netzbooster-Piloten in
Audorf, Ottenhofen und Kupferzell wurden zusatzlich drei geplante Netzbooster-Anlagen in Bayerisch-Schwaben',

im Rheinland' und in Hopfingen beriicksichtigt.

Der maximal zulassige Strom auf einem Stromkreis wird durch das deutsche Grenzwertkonzept beschrieben. Fir die
kurative Betriebsfiihrung ist die temporare Strombelastbarkeit relevant, welche sich aus dem Minimum des temporaren
thermischen Engpassstroms des Leiterseiles und dauerhaft wirkenden Limitierungen zusammensetzt. Dauerhaft
wirkende Limitierungen sind wiederum der Schaltfeldengpass, Stabilitatsengpass, Schutzengpass und externe
Limitierungen (wie die Genehmigung, BImSchV und Beeinflussung benachbarter Infrastruktur). Die temporére Strom-
belastbarkeit (TATL) wurde unter der Annahme definiert, dass stets dauerhaft wirkende Limitierungen die Begrenzung
darstellen. Das hei3t im Umkehrschluss: Es wurde unterstellt, dass der temporar thermische Engpassstrom des
Leiterseils stets grofler ist als die dauerhaft wirkenden Limitierungen. Dies impliziert in der Regel eine hinreichend
kurze Umsetzungsdauer kurativer MaBnahmen im Sekunden- bzw. Minutenbereich.

Mithilfe der kurativen Betriebsflihrung konnte der Redispatch-Bedarf unter Beriicksichtigung der aufgezeigten Rahmen-
bedingungen von 2,5 TWh auf 2,2 TWh reduziert werden (s. Abbildung 74).

19 Dezentraler Netzbooster mit verteilten Anlagen, die im unterlagerten Verteilnetz angeschlossen sind.
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Im Vergleich zum NEP 2035 (2021) wurde die Anzahl von gleichzeitig einsetzbaren Aktoren je Ausfallvariante beschrankt.
Diese Annahme sowie das Vorgehen zur TATL-Bestimmung stellen eine konservative Abschatzung der vermeidbaren pra-
ventiven Redispatch-Menge durch die kurative Betriebsfiihrung dar. Die Annahmen erlauben eine konservative Abschat-
zung des kurativen Potenzials des Netzes. Die Umsetzung der bereits laufenden kurativen Pilotprojekte in den nachsten
Jahren wird die tatsachliche Machbarkeit bzw. Wirksamkeit der Mafinahmen zeigen und die dabei erlangten Erfahrungen
konnen diesbeziiglich fir die Zukunft méglicherweise grofiziigigere Annahmen erlauben. Um die Versorgungssicherheit
nicht unzulassig zu gefdhrden, sind die heutigen konservativeren Annahmen eine sinnvolle erste Annaherung.

Die Abbildung 74 zeigt den verbleibenden Redispatch-Bedarf unter iterativer Beriicksichtigung ausgewahlter engpass-
reduzierender Mafinahmen. Dabei wird das Einsparpotenzial infolge der Neuverortung der PtG-Anlagen im Zielnetz
der Szenarien A 2037, B 2037, C 2037, A 2045, B 2045 und C 2045 aufgezeigt. Insbesondere im Jahr 2045 zeigt die Regio-
nalisierung der Elektrolyseure einen deutlichen Effekt auf Engpasse im Ubertragungsnetz. In den Szenarien bleibt ein
Redispatch-Bedarf in Hohe von 1,5 bis 5,9 TWh bestehen. Auch im Jahr 2037 bleiben im Szenario C die hochsten Engpdsse
bestehen, die nicht durch weitere engpassreduzierende Malinahmen gemindert werden. Fiir B 2037 wird zusatzlich der
verbleibende Redispatch im kurativen Systembetrieb dargestellt.

Aufgrund von Anpassungen einzelner Mafinahmen zeigt der verbleibende Redispatch-Bedarf auch fiir die bereits im Ver-
gleich zum ersten Entwurf dargestellten Szenarien kleinere Unterschiede auf. Die Anderungen zum ersten Entwurf ergeben
sich aufgrund von neu hinzugekommenen Projekten und notwendigen Anpassungen in der Netztopologie als Ergebnis der
durchgefiihrten Analysen zu Kurzschlussstromen.

Abbildung 74: Verbleibender Redispatch infolge der Neuverortung von PtG-Anlagen im Zielnetz 2037 und 2045
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Des Weiteren wurden bei allen Analysen im NEP 2037/2045 (2023) ein durchschnittliches Wetterjahr, durchschnittliche
Nichtverfligbarkeiten von Kraftwerken sowie keine planmafige Nichtverfligbarkeit von Netzelementen unterstellt.
Aufgrund der erheblichen Abhangigkeit der Redispatch-Volumina von auflergewdhnlichen stochastischen Ereignissen
wie extremen Wettersituationen oder Kraftwerksnichtverfiigbarkeiten kénnen diese in einzelnen Jahren deutlich ab-
weichen. Insofern sind die im vorherigen Absatz genannten Redispatch-Werte nicht als Prognosewerte fir das jeweilige
Jahr zu verstehen.
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Der Einsatz von Innovationen kann den Netzausbaubedarf reduzieren. Der Bedarf wird in den kommenden Netzentwick-
lungsplanen im Einklang mit den erzielten Fortschritten und weiteren Erkenntnissen bei der Erforschung und Entwick-
lung innovativer Technologien (s. Kapitel 6] weiter zu konkretisieren sein.

Sollte sich in den kommenden Jahren herausstellen, dass die den Netzausbaubedarf dampfenden Potenziale der inno-
vativen Technologien niedriger sind als heute angenommen, so ware der Netzausbaubedarf in den kommenden Netz-
entwicklungsplanen unter den dann jeweils zugrunde liegenden energiepolitischen Rahmenbedingungen entsprechend
anzupassen. Anderenfalls wiirden wegen des fehlenden Netzausbaus entsprechend héhere Volumina an Netzeingriffen
wie Redispatch und Einspeisemanagement anfallen — mit den damit verbundenen Kosten.

Spezifische Kostenschatzungen (onshore): https://www.netzentwicklungsplan.de/ZwK

PunktmafBnahmen im NEP 2037/2035 (2023) - Begleitdokument zum Netzentwicklungsplan Strom 2037
mit Ausblick 2045, Version 2023, zweiter Entwurf:
https://www.netzentwicklungsplan.de/Punktmassnahmen NEP_2037 2045 V2023 2E.pdf

Kapitel 5 des Netzentwicklungsplans Strom 2012 zu Netzanalysen: https://www.netzentwicklungsplan.de/Zwz

ENTSO-E: ,.4th ENTSO-E Guideline For Cost Benefit Analysis of Grid Development Project”,
https://consultations.entsoe.eu/system-development/methodology-for-a-energy-system-wide-cost-benefit/
(Link zur Version vor der 6ffentlichen Konsultation)

Grundsatze fiir die Planung des deutschen Ubertragungsnetzes: https://www.netzentwicklungsplan.de/ZwD

Zweiter Entwurf Netzentwicklungsplan Strom 2035 (2021): https://www.netzentwicklungsplan.de/nep-aktuell/
netzentwicklungsplan-2035-2021

Bundesnetzagentur: ., Bedarfsermittlung 2021- 2035 - Bestatigung Netzentwicklungsplan Strom™:
https://data.netzausbau.de/2035-2021/NEP2035 Bestaetigung.pdf

Gesetz Uiber den Bundesbedarfsplan (Bundesbedarfsplangesetz 2022): www.gesetze-im-internet.de/bbplg/

Bewertung der Systemstabilitdt - Begleitdokument zum zweiten Entwurf des NEP 2037/2045 (2023):
www.netzentwicklungsplan.de/nep-aktuell/netzentwicklungsplan-20372045-2023

Bewertung der Systemstabilitat - Begleitdokument zum zweiten Entwurf des NEP 2035 (2021):
www.netzentwicklungsplan.de/NEP 2035 V2021 2 Entwurf Systemstabilitaet.pdf

Umweltbundesamt: ., Methodenkonvention 3.1 zur Ermittlung von Umweltkosten”, August 2020:
www.umweltbundesamt.de/sites/default/files/medien/1410/publikationen/2020-12-21
methodenkonvention 3 1 kostensaetze.pdf, S. 8
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