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Bewertung der Systemstabilitat

Die Systemstabilitat beschreibt die Fahigkeit eines elektrischen Verbundsystems, nach einer Storung wieder einen neuen
stationdren Betriebspunkt zu erreichen'. Der Erhalt der Systemstabilitat ist somit eine grundlegende Voraussetzung

fur den sicheren Netzbetrieb. Im Rahmen der stationaren Untersuchung wird gepriift, inwieweit ein neuer stationarer
Betriebspunkt, der sich nach einer Storung ergibt, zulassig ist. Bei den Analysen zur Systemstabilitat wird das dyna-
mische Ubergangsverhalten wahrend und nach Einwirkung einer Stérung untersucht, unabh#ngig von deren Eintritts-
wahrscheinlichkeit. Zur Bewertung der Systemstabilitat ist es gangige Praxis, die Stabilitatsphanomene entsprechend des
dominierenden physikalischen Effekts und des Zeitbereichs in die Kategorien Frequenz-, Spannungs- und Polradwinkel-,
sowie seit Uberarbeitung der Stabilitatsdefinitionen des IEEE?, ebenso weiter in die stromrichter-getriebene Stabilitat
und Resonanzstabilitat zu unterteilen. Im Rahmen der Stabilitatsanalysen im Netzentwicklungsplan (NEP) stehen die ersten
drei Kategorien im Fokus.

Ziel der Stabilitatsanalysen im NEP ist es, fiir das auf Basis stationarer Analysen ermittelte Ausbaunetz des deutschen
Ubertragungsnetzes, Systembedarfe hinsichtlich der Systemstabilitit (Spannungs- und Frequenzstabilitat) als notwen-
dige Begleitmafinahmen zu ermitteln und die Deckung dieser Bedarfe aufzuzeigen. Darauf aufbauend wird die transiente
Stabilitat als wichtiger Indikator fiir die Betreibbarkeit des Ausbaunetzes analysiert. Zusatzlich werden Risiken fir einen
Stabilitatsverlust ermittelt sowie Losungsansatze entwickelt.

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 Mdglichkeiten
einer marktlichen Beschaffung beriicksichtigt. Dabei werden auch Anpassungen der Network Codes mit in Betracht
gezogen. Erst wenn Bedarfe nicht ausschliefilich 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 fir ein robustes und stabiles Systemverhalten als Teil
der Systemauslegung geschaffen. Wichtig zu benennen ist aber, dass im Rahmen des NEP bewusst keine umfassende
Systemauslegung stattfindet. Zu einer vollstandigen Systemauslegung hinsichtlich der Systemstabilitat gehdren neben
den hier dargestellten Analysen im Netzentwicklungsplan u.a. die Langfristanalysen, Bedarfsanalysen, der System-
schutzplan, die Aktivitaten des FNN im Rahmen der nationalen Umsetzung der europaischen Network Codes sowie
weitere UNB-interne Untersuchungen.

Die folgenden Ergebnisse beinhalten neben den Ergebnissen aus dem Netzentwicklungsplan (NEP B 2037) auch
Ergebnisse, die im Rahmen der Langfristanalysen (LA 2030) ermittelt wurden.

Die Analysen zur Spannungshaltung und -stabilitdt umfassen aufgrund der engen Kopplung sowohl die Bedarfsermitt-
lung fir kontinuierlich regelbare Blindleistungsanlagen fiir die Spannungsstabilitat als auch die Bedarfsermittlung fir
stationare Blindleistungsanlagen fir eine ausreichende Spannungshaltung. Es ist davon auszugehen, dass mit einem
geeigneten Ausbau von Kompensationsanlagen die Spannungsstabilitat aufrechterhalten werden kann. Die Analysen
wurden sowohl in der Langfristanalyse 2030, als auch fiir den NEP Szenario B 2037 durchgefiihrt. Diese sind nicht nur
von einer Hoherauslastung des Drehstromnetzes gepragt, sondern auch mafigeblich durch hohe volatile Leistungsflisse
aufgrund der signifikanten Zubauten an erneuerbaren Energien (EE). Es wird eine optimistische Ausnutzung der Poten-
tiale der Verteilnetze, sowie eine Ausnutzung stationarer und dynamischer Potentiale aus Batterien und Elektrolyseuren
unterstellt, die von den Ubertragungsnetzbetreibern netzdienlich eingesetzt werden kdnnen. Es kann gezeigt werden,
dass die in den vorigen NEP-Analysen ausgewiesenen Bedarfe nicht nur bestatigt werden, sondern, dass diese Bedarfe
sogar zum grof3en Anteil bereits fiir das Szenario 2030 auftreten. Insgesamt ergibt sich fiir 2030 ein Blindleistungsdefizit
von etwa 27 Gvar.

1 Kundur, P. et al. (2004): Definition and Classification of Power System Stability IEEE/CIGRE Joint Task Force on Stability Terms and Definitions.
In: IEEE Trans. Power System 19 (3), S. 1387-1401.

2 |[EEE 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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Als Konsequenz miissen (zzgl. der bereits in den Analysen beriicksichtigten 64 genehmigten Anlagen] 35 Anlagen, die
bereits im NEP 2035 (2021) genehmigt wurden, vorgezogen werden. Dariiber hinaus werden weitere 31 Anlagen notwendig.
Bis 2037 (NEP) steigt das Blindleistungsdefizit auf insgesamt 59 Gvar an. Der signifikante Zubau an HGU-Kopfstatio-
nen fir Wind-Offshore-Anbindungen und DC-Korridoren tragt regional erheblich zum Blindleistungsmanagement bei,
reduziert das Defizit und damit den notwendigen Zubau durch weitere Kompensationsanlagen. Ohne die Potentiale aus
der netzdienlichen Nutzung von Elektrolyseuren, GroBbatteriespeichern und EE-Anlagen aus dem Verteilnetz steigt das
Blindleistungsdefizit auf 65 Gvar an. Unter Beriicksichtigung der Potentiale werden inklusive der Anlagen fiir das Sze-
nario 2030 bis 2037 215 Anlagen in unterschiedlichen Gréf3en als erforderlich ausgewiesen. Das setzt allerdings voraus,
dass die angenommenen Potentiale aus dem Verteilnetz flachendeckend, jederzeit und netzdienlich genutzt werden kén-
nen. AuBerdem bedarf es der Etablierung notwendiger Netzanschlussregeln an Elektrolyseure und dem netzdienlichen
Einsatz gemeinsam mit Grof3batteriespeichern.

Fir die Frequenzstabilitdt besteht im Verbundbetrieb des kontinentaleuropaischen Systems bei auslegungsrelevanten
Fehlerfallen, wie dem 3-GW-Erzeugungs- oder Lastausfall, fir das Szenario B 2037 kein Risiko, wenn ein systemkonfor-
mes Verhalten der Erzeugungseinheiten vorausgesetzt werden kann. Ohne geeignete GegenmafBnahmen kénnen Ereig-
nisse, die zu einer Netzauftrennung des Verbundsystems fiihren (sogenannter ,System-Split”), wie z. B. die Stérung am
04.11.2006°%, je nach Netzsituation im Szenario B 2037 nicht sicher beherrscht werden. Dies betrifft insbesondere Netzsi-
tuationen mit hoher Transportaufgabe z.B. bei hohem Nord-Siid-Transit. Insbesondere in Stunden mit hohen Leistungs-
transiten und wenig Momentanreserve treten sehr hohe Frequenzgradienten auf, die weit Giber der Auslegungsgrenze
des Systemschutzplans (£1 Hz/s) liegen. Im Folgenden werden die zugehdrigen Untersuchungsergebnisse dargelegt
sowie erforderliche MaBnahmen aufgezeigt.

Die Analysen der Systembedarfe fiir Frequenzstabilitat zeigen einen Mehrbedarf an Momentanreserve, um die Frequenz-
stabilitat auch bei den zugrunde gelegten auslegungsrelevanten Netzauftrennungen beherrschen zu konnen. Aufgrund
des ermittelten erheblichen Momentanreservebedarfs sollten mehrere MaBnahmen parallel verfolgt und zeitnah hin-
sichtlich ihrer technischen Realisierbarkeit geprift und umgesetzt werden. Die beriicksichtigten Anlagenkategorien fiir
die Bereitstellung von Momentanreserve umfassen Windenergie- und Photovoltaikanlagen, Gaskraftwerke und Pump-
speicherkraftwerke im Phasenschieberbetrieb, Batteriegro3speicher und regelbare Blindleistungskompensationsanlagen.

Die Momentanreserve-Potentiale der einzelnen Kategorien wurden auf Basis aktueller Erkenntnisse und vergangener
Gesprache mit Stakeholdern unter anderem Kraftwerksbetreiber, Hersteller und Betreiber von EE-Anlagen, FNN-Fach-
gremien ermittelt. Hierfir ist es noch notwendig, dass entsprechende Anforderungen an Erzeugungsanlagen in den
aktuell laufenden Anpassungen der nationalen und internationalen Netzanschlussregeln beriicksichtigt werden. Inwie-
fern bestehende Prozesse angepasst oder neue Prozesse fiir eine Beschleunigung etabliert werden miissen, wird zudem
aktuell in der Roadmap Systemstabilitat des BMWK diskutiert. Sollten die verfligbaren Potentiale einzelner Anlagenkate-
gorien dennoch geringer ausfallen als hier 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 Mo-
mentanreserve-Bereitstellung ab dem Zeitraum 2025-2027 als optimistisch zu bewerten. Sofern netzbildende Anlagen
nicht rechtzeitig Marktreife erlangen, flhrt ein verzogerter Start dieser Bereitstellung zwangslaufig zu einer Unterde-
ckung der Bedarfe. Dem kann durch die Einfihrung 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 kdnnen, muss zwangslaufig davon ausgegangen werden, dass
auslegungsrelevante Netzauftrennungen nicht in jeder Stunde beherrscht werden kénnen.

Die transiente Stabilitat, als wesentlicher Teilaspekt der Polradwinkelstabilitat, wird auf Basis eines detaillierten dynami-
schen Netzmodells des kontinentaleuropaischen Verbundsystems und dynamischer Simulationen anhand von auslegungs-
relevanten Netzfehlern bewertet. Es wird das Zielnetz der Langfristanalyse 2030 (Kohleausstiegsszenario) in der Variante B
(konservativer Netzausbau) und der Belastungsfall der Stunde 1274 (23. Februar, 02:00 Uhr] zugrunde gelegt. Dieser Be-
lastungsfall zeichnet sich durch hohe Blindleistungsbedarfe und Spannungswinkeldifferenzen im Ubertragungsnetz, sowie
durch eine Erzeugungssituation mit hohen Leistungstransporten aus und stellt damit einen fir die transiente Stabilitat
kritischen Fall dar. Es wurde ein engpassfreier Netzzustand nach Redispatch beriicksichtigt.

3 UCTE - Final Report - System Disturbance on 4 November 2006; URL: ecolo.org/documents/documents_in_english/blackout-nov-06-UCTE-report.pdf
(gepriift: 2023-06-20).


http://ecolo.org/documents/documents_in_english/blackout-nov-06-UCTE-report.pdf
http://ecolo.org/documents/documents_in_english/blackout-nov-06-UCTE-report.pdf
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Dadurch sind in dem ausgewahlten Netznutzungsfall trotz des Kohleausstiegs vor allem im Siiden Deutschlands 26 groBere
konventionelle Reservekraftwerke am Netz. Wie bereits im vorherigen NEP 2035 (2021) wurden konkrete Blindleistungs-
kompensationsanlagen, die in den Analysen zur Bedarfsermittlung der Spannungshaltung und -stabilitat identifiziert
wurden, bertcksichtigt.

Die Ergebnisse der Untersuchungen zeigen, dass Fehlerfalle in den hochausgelasteten nordlichen Netzgruppen zum Ver-
lust der Stabilitat fihren kdnnen. Bereits bei ausgewahlten (n-1)-Fehlerereignissen kann die Beherrschbarkeit bei konzept-
gemaBer Fehlerklarung nicht mehr sicher gewahrleistet werden. Gleiches gilt fir kritischere Fehler®. Der Verlust der Stabi-
litat auBert sich unter anderem in einem regionalen Ausfall von Erzeugungsleistung und Versorgungsunterbrechungen bis
hin zu Giberregionalen Stérungsausweitungen mit der Gefahr von Netzauftrennungen. Wahrend im NEP 2035 (2021) durch
die Bericksichtigung der konkreten Blindleistungsanlagen aus den Analysen zur Bedarfsermittlung der Spannungshaltung
und -stabilitat die sichere Beherrschbarkeit der Fehlerfalle ermdglicht werden konnte, sind dafiir in der Langfristanalyse
2030 dariiberhinausgehende Mafinahmen notwendig. Diese zusatzlichen Ma3nahmen zur Sicherstellung der Systemstabi-
litat wurden in Sensitivitdtsanalysen bewertet. Hierbei zeigt sich, dass zukiinftig neu ans Netz kommende Grof3verbraucher
(insbesondere Elektrolyseure) auch ein netzdienliches Verhalten aufweisen miissen, wie es bereits fiir Erzeugungsanlagen
der Fallist. Ein nicht netzdienliches Verhalten kann dabei zur Nicht-Beherrschbarkeit von Fehlerereignissen fihren. Des
Weiteren hat sich gezeigt, dass die Menge und technische Ausgestaltung zusatzlicher Blindleistungskompensationsan-
lagen sowie die Hohe der dynamischen Netzstiitzung umrichterbasierter Erzeugungsanlagen einen hohen Einfluss auf die
Beherrschbarkeit der Fehler hat. Weitere wirksame Mafinahmen stellen die Beschrankung der Engpassstrome auf ausge-
wahlten Transitkorridoren sowie die regionale Erhdhung der verfiigbaren Schwungmasse dar. Zudem kann eine kurzzeitige
Entlastung der Transitkorridore tiber Systemautomatiken (Einspeiseunterbrechung in Norddeutschland im Sekundenbe-
reich) zur Beherrschbarkeit von Fehlerereignissen beitragen. Die genaue Ausgestaltung und Dimensionierung der Gegen-
mafRnahmen muss in weiterfiihrenden Untersuchungen betrachtet werden. Die detaillierten Untersuchungsergebnisse der
Langfristanalyse 2030 werden in Kapitel 4 dieses Begleitdokumentes der Stabilitatsanalysen erldutert.

In den Analysen fiir 2030 wurde der beschleunigte Kohleausstieg durch die Annahme eines marktseitigen Ausstiegs der
Kohlekraftwerke abgebildet. Das bedeutet, dass alle Kohlekraftwerke in Deutschland zwar nicht mehr am Strommarkt
aktiv sind, als systemrelevant ausgewiesene Steinkohlekraftwerke kdénnen jedoch zur Bewirtschaftung von Netzeng-
passen durch die UNB eingesetzt werden.

Es zeigt sich, dass die Integration der im Szenario angenommenen enorm hohen Erzeugung aus erneuerbaren Energien
im Zusammenspiel mit der Systemintegration neuer Lasten (insbesondere Elektrolyseanlagen) und der Hoheraus-
lastung des Netzes grof3e Herausforderungen in Bezug auf die Systemstabilitat darstellen, wahrend der konkrete
Zeitpunkt des marktseitigen Kohleausstiegs eine eher untergeordnete Bedeutung fir den Umfang der notwendigen
Begleitmafinahmen hat.

Um in Situationen mit hohen Leistungstransporten von Erzeugungs- zu Lastzentren die Systemstabilitat gewahrleisten
zu kdnnen, missen eine Reihe von Mafinahmen bis 2030 zwingend umgesetzt werden. Diese Mallnahmen umfassen eine
Beschleunigung des Netzausbaus, die zligige Weiterentwicklung des einschlagigen technischen Regel- und Normen-
werks (insbesondere eine Erweiterung der Anforderungen an GroBverbraucher fir ein netzdienliches Verhalten), eine
marktliche Beschaffung von Momentanreserve und Blindleistung sowie den Zubau der notwendigen Blindleistungs-
kompensationsanlagen. Die Erreichung der in diesem Szenario hinterlegten energiepolitischen Ziele erhéht den Hand-
lungsdruck zur rechtzeitigen Umsetzung dieser Mafinahmen.

4 Sogenannte ,exceptional contingencies” bzw. ..auflergewdhnliche Ausfallvarianten” sind nach den Grundsétzen fir die Ausbauplanung des deutschen
Ubertragungsnetzes Fehler mit verldngerter Fehlerklarungszeit, Common-Mode-Ausfélle und Sammelschienen-Ausfalle.
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Fiir den sicheren Betrieb des Ubertragungsnetzes sind die Spannungen stets in einem vordefinierten Spannungsband
zu halten. Die Spannungsstabilitat ist gegeben, wenn die Spannung im gesamten Netz, auch in Folge von Einspeise-
und Lastveranderungen oder Stoérungen, durch eine ausgeglichene Blindleistungsbilanz innerhalb der vorgegebenen
Grenzen gehalten werden kann.

Dies ist insbesondere dann wichtig, wenn sich der Ausfall einer Erzeugungsanlage oder einer Trasse in einem hoch
ausgelasteten Netzgebiet besonders kritisch auf die Spannung auswirkt. Die ausfallende Blindleistungseinspeisung bzw.
der durch die Hoherbelastung sprunghaft ansteigende Blindleistungsbedarf muss aus weiter entfernt liegenden Netz-
bereichen bereitgestellt werden. Wenn keine ortsnahe Blindleistungsreserve verfligbar ist, kann die Spannung auf ein
kritisches Niveau abfallen, im schlimmsten Fall kann es zu kaskadierenden Schutzauslosungen und zum Abschalten von
Betriebsmitteln kommen. Umgekehrt kénnen auch bei Uberspannung Abschaltungen von Erzeugungsanlagen erfolgen
oder Betriebsmittel beschadigt werden und ebenso ausfallen.

Der Betrieb des Ubertragungsnetzes bei deutlich libernatiirlicher Leistung fiihrt zu einem signifikant steigenden Kom-
pensationsbedarf. Abbildung 1 zeigt exemplarisch den Blindleistungsbedarf einer 100 km langen 380-kV-Freileitung bei
einem gleichmafigen und idealisierten Spannungsniveau (U, = U, U, ). Bereits der Betrieb mit 3,6 kA

ist Leitungsende

fuhrt bei einer 100 km langen Freileitung zu einem Kompensationsbedarf von knapp 1 Gvar.

eitungsanfang

Abbildung 1: Blindleistungsbedarf einer 100 km langen 380-kV-Freileitung
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Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Die Abnahme des Potentials der spannungsgeregelten Blindleistung aus direkt am Ubertragungsnetz angeschlossenen
konventionellen Erzeugungseinheiten, die Entwicklung der Lastcharakteristik hin zu umrichterbasierten Verbrauchern
und die Hoherauslastung des Netzes wirken sich ungiinstig auf die Spannungshaltung und -stabilitat aus.

Die Spannungsstabilitat lasst sich in zwei verschiedene zeitliche Betrachtungen, die Langzeit- und Kurzzeit-Spannungs-
stabilitat, unterteilen. Untersuchungen zur Kurzzeit-Spannungsstabilitat tiberschneiden sich mit den transienten Stabili-
tatsuntersuchungen in Kapitel 4, welche die Untersuchung zur Spannungswiederkehr nach Stérungen beinhalten.
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Die Voraussetzung fiir die Spannungshaltung und die Langzeit-Spannungsstabilitat im Ubertragungsnetz ist eine regional
ausgeglichene Blindleistungsbilanz, bei der die notwendige Blindleistung aus Erzeugungsanlagen, Kompensationsanla-
gen oder auch aus den Verteilnetzebenen bereitgestellt wird. Vorrangiges Ziel ist es daher, die Blindleistungsbedarfe

zu ermitteln, die stationar und dynamisch fir die zeitlich veranderlichen Situationen und etwaigen Storungen benatigt
werden. Mit der Verrechnung der jeweiligen Blindleistungsbedarfe mit dem Ist- und Plan-Bestand verfligbarer Blindleis-
tungspotentiale werden die zeitabhangigen Blindleistungszubaubedarfe ermittelt. Hierbei werden verschiedene Blind-
leistungspotentiale beriicksichtigt, auf welche in Kapitel 2.2.2 genauer eingegangen wird.

Die Vorgehensweise beschreibt im Folgenden die Ermittlung der Blindleistungsdefizite, auf dessen Basis die Systembe-
darfe zur Erhaltung der Spannungsstabilitat und damit die Zubaubedarfe in Form von Kompensationsanlagen abgeleitet
werden. Die Zubaubedarfe an Kompensationsanlagen ergeben sich aus den Blindleistungsbedarfen und den zur Verfi-
gung stehenden Potentialen:

Zubaubedarf = Bedarf - Potential

Alle Bedarfe, Potentiale und Zubaubedarfe werden knoten- und betriebsmittelscharf bestimmt und fiir insgesamt
27 Netzregionen in Deutschland bilanziert. Dieses Kapitel gliedert sich mafigeblich in vier Teile:

1) Bedarfsermittlung,

2) Potentialermittlung,

3) Ermittlung der Blindleistungsregionen sowie

4) Vorgehensweise zur Zubaubedarfsermittlung (Blindleistungsbilanzierung).

Zunachst wird auf die Bedarfsermittlung eingegangen, bei der die Bedarfe des Hochstspannungsnetzes, das Blindleis-
tungsverhalten der Verteilnetze sowie die regelbaren Bedarfe durch Stundenwechsel und Stérungen ermittelt werden.

a) Bedarf des Hochstspannungsnetzes

Zum Bedarf des Hochstspannungsnetzes gehéren die Blindleistungsbedarfe aller Freileitungen und Kabel im 380/220-kV
Netz sowie alle Kuppeltransformatoren zwischen der 380-kV und 220-kV Ebene und die Blocktransformatoren der direkt
an die Hochstspannungsebene angeschlossenen Kraftwerke. Die Bedarfe werden auf Basis der Leistungsflisse aus dem
Jahreslauf und einer idealen homogenen Spannung von 415-kV bzw. 235-kV ermittelt. Als Resultat ergeben sich fiir alle
Betriebsmittel des 380/220-kV Netzes die individuellen Blindleistungsbedarfe fiir die 8760 Stunden des Jahreslaufs. Fir
die Berechnung der Blindleistungsbedarfe von Leitungen und Transformatoren werden folgende Gleichungen verwendet:

Tabelle 1: Berechnungsvorschriften fiir Blindleistungsbedarfe im Ubertragungsnetz

Kapazitiver Bedarf Q¢ = 2nf - Cp, - (415 kV)?
PZ " XL
Stromkreis Induktiver Bedarf QL= W
Gesamtbedarf QLeitung = @1 — Qc
Transformat Induktiver Bedarf Q ukr(P'Ur>2
ransformator nduktiver Bedar =—
L= s, \415kv

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Der stationare Blindleistungsbedarf einer jeden Leitung ergibt sich dann aus der Differenz von induktivem Bedarf und
kapazitivem Bedarf (Ladeleistung). Ein negativer Wert zeigt dabei einen unternatirlichen Arbeitspunkt der Leitung an.
Damit verhalt sich die Leitung spannungshebend. Ist der Gesamtbedarf der Leitung positiv, ist der Arbeitspunkt tber-
natirlich und die Leitung verhalt sich spannungssenkend.
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b) Passives Blindleistungsverhalten der Verteilnetze

Uber den Blindleistungsbedarf des Ubertragungsnetzes hinaus wird das Blindleistungsverhalten der Verteilnetze be-
ricksichtigt. Damit das Verteilnetzverhalten adaquat berlcksichtigt werden kann, ist es erforderlich das Blindleistungs-
verhalten in Abhangigkeit der jeweiligen Netztopologie, des Netznutzungsfalls, der charakteristischen EE-Durchdringung
im unterlagerten Netz und der Witterungsbedingungen zu bestimmen. Fiir eine realistische Abbildung der Verteilnetz-
bedarfe wird basierend auf einem Prognosemodell das Blindleistungsverhalten des Verteilnetzes bestimmt. Fir das
Prognosemodell wird ein neuronales Netz trainiert. Das Training des Blindleistungsprognosemodells wird auf Basis von
Messdaten aus dem Zeitraum von Januar 2018 bis Dezember 2020 durchgefiihrt. Wichtige Eingangsdaten fiir die Pro-
nose sind neben den Wirk- und Blindleistungszeitreihen an den UNB/VNB-Ubergabestellen der Kuppeltransformatoren
insbesondere die Wind- und PV-Einspeisezeitreihen, sodass ein knotenscharfes, netznutzungsfallabhangiges Blindleis-
tungsverhalten abgeleitet werden kann.

Nach dem Training wird der Blindleistungsbedarf in Abhangigkeit der Last- und EE-Einspeisesituation fir das Zieljahr
ermittelt und entsprechend im Netzmodell und in der Blindleistungsbilanzierung beriicksichtigt. Hinzugerechnet wer-
den die jeweiligen Blindleistungsbedarfe der 380 /110-kV bzw. 220 /110-kV Kuppeltransformatoren nach obenstehender
Gleichung. Abbildung 2 zeigt das Ergebnis dieser Prognosen exemplarisch fiir die Summe des VNB-Verhaltens in einer
beispielhaften Netzgruppe fiir 8760 Stunden (im Verbraucherzéhlpfeilsystem).

Abbildung 2: Summarische VNB-Blindleistungsprognose fiir eine Netzgruppe mit deutlichem Anstieg der
Riickspeisung im Vergleich zwischen Trainingsdaten/Snapshot (blau) und NEP-Szenario/Prognose (rot)

Netzgruppe D81

0.5

-0.5

Vertikale Blindlast [GVar]

-8 -6 =4 2 0 2
Vertikale Netzlast [GW] - Training 2020
+ Prognose

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Mit dem skizzierten Vorgehen wird das heutige Verhalten des Verteilnetzes abgebildet. Somit werden derzeitige Beitrdage
durch das Verteilnetz zur Spannungshaltung bereits inhdrent berlicksichtigt. Zukiinftig ergeben sich zudem Potentiale
zur Bereitstellung eines fiir den entsprechenden UNB netzdienlichen Blindleistungsverhaltens durch unterlagerte Ver-
teilnetze. Diese werden in Kapitel 2.2.2 naher erlautert.

Mit Hilfe der Trainingsdaten aus drei Jahren kann das passive Verhalten der Verteilnetze, sowie der Einfluss der Ande-
rungen in Erzeugungs- und Laststruktur trainiert werden. Auf dieser Basis kann damit eine Prognose fiir das passive
Blindleistungsverhalten des Verteilnetzes im Jahr 2037 gemacht werden. Da auf 110 kV-Ebene auch viele neue Erzeuger
und GrofBverbraucher hinzukommen, welche aktiv Blindleistung einspeisen kdnnen, werden diese Anlagen nicht bei den
Bedarfen, sondern gesondert als Potentiale behandelt. Das genaue Vorgehen dazu ist in Kapitel 2.2.2 erklart.
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c) Regelbare Bedarfe durch Stundenwechsel und Stérungen

Die regelbaren Bedarfe entstehen durch schnelle Anderung der Netzbelastung. Die Volatilitat der Netzbelastung wird
prinzipiell durch jede leistungsflussrelevante Anderung im System hervorgerufen und hat Auswirkungen auf die Span-
nung im Netz, die daher durch regelbare Kompensation unmittelbar gestiitzt werden muss. Die Treiber der grofiten
leistungsflussrelevanten Anderungen sind u.a. die marktgetriebene volatile Einspeisung, Witterungsanderungen, Larm-
schutzbedingte Ein-/Abschaltung von Windenergieanlagen und Stérungen, die Betriebsmittelausfélle nach sich ziehen.

Zur Bestimmung der regelbaren Blindleistungsbedarfe werden die Bedarfsanderungen eines Netznutzungsfalls zum
nachsten Netznutzungsfall (Stundenwechsel) sowie die Anderung bei Stérungen betrachtet. Bei Letzteren wird der Be-
darf entsprechend den Planungsgrundsatzen ermittelt. Dies umfasst (n-1)-Ausfille, HGU- sowie Sammelschienenaus-
falle und Exceptional Contingencies. Im Rahmen von (n-1)-Ausféllen wird auch der Ausfall von Kompensationsanlagen
beriicksichtigt. Ansonsten wird angenommen, dass alle Anlagen jederzeit und vollstandig zur Verfiigung stehen.

Fir jede Regelzone werden Ausfalle definiert. Die Ausfallrechnung mit diesen Fehlerfallen wird dann im gesamten Jahres-
lauf und damit in jedem Netznutzungsfall berechnet. Dafiir werden ausgehend vom Basisfall die von der betrachteten Sto-
rung betroffenen Netzelemente deaktiviert und ein erneuter Lastfluss gerechnet. Fiir das neue Lastflussergebnis wird dann
der Blindleistungsbedarf bestimmt und die Differenz mit dem Basisfall (N-0) berechnet. Der regelbare Bedarf ergibt sich
somit aus der Differenz zwischen dem Vorfehlerniveau und dem eingeschwungenen Nachfehlerzustand. Daraus ergeben
sich fir alle 27 Regionen jeweils zwei Worst-Case Situationen, die einerseits zu der groften negativen (spannungsheben-
den) und andererseits zu der gréften positiven (spannungssenkenden) regelbaren Blindleistungsbedarfsanderung fiihren.
Da Stundenwechsel und Stérungen zeitgleich stattfinden kdnnen, werden die jeweils bestehenden Bedarfe summiert.

Zur Beherrschung der dynamischen Ausgleichsvorgange entstehen jedoch ggf. dariiberhinausgehende Bedarfe, um das
System sicher und stabil in den stationaren Nachfehlerfall zu Gberfiihren. Daher wird in Kapitel 4 das Verhalten des
Systems im Zeitbereich inklusive der ermittelten Zubaubedarfe betrachtet und die transiente Stabilitat fir das Zieljahr
2030 (Langfristanalyse) bewertet.

a) Potentiale aus Verteilnetzen

Geman den technischen Anschlussregeln® ist die Blindleistungsbereitstellung von Erzeugungsanlagen im Verteilnetz
von der eingespeisten Wirkleistung abhangig. Die geltenden Mindestanforderungen an die Blindleistungsbereitstellung
in Abhangigkeit der Wirkleistungseinspeisung sind in Abbildung 3 dargestellt. Um die verschiedenen Varianten aller
Anlagen im Mittel adaquat zu beriicksichtigen, wurde den Berechnungen Variante 2 zugrunde gelegt.

Abbildung 3: Anforderung an die Blindleistungsbereitstellung von Erzeugeranlagen im Verteilnetz in
Abhdngigkeit der Wirkleistung
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Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

5 Technische Regeln fiir den Anschluss von Kundenanlagen an das Hochspannungsnetz und deren Betrieb (TAR Hochspannung) - VDE-AR-N 4120.
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Zur Abbildung zukinftiger Potentiale zur Blindleistungsbereitstellung aus Verteilnetzen wurden Untersuchungen auf Basis
von mehreren Feldtests mit UNB und VNB in verschiedenen Netzregionen durchgefiihrt. Die Ergebnisse dieser Unter-
suchungen weisen im optimistischen Fall auf ein spannungssenkendes Potential von bis zu 0,1 Mvar je erzeugtem Mvar
und ein spannungshebendes Potential von bis zu 0,22 Mvar je erzeugtem Mvar einer ansteuerbaren Anlage im HS5-Netz
verteilt Uber die H6S/HS-Transformator® hin.

Verbunden mit obiger Annahme zum Blindleistungspotential am H6S/HS-Transformator ergeben sich die in Tabelle 2
dargestellten wirkleistungsabhangigen Blindleistungspotentiale auf H6S-Ebene.

Tabelle 2: Wirkleistungsabh&ngige Blindleistungspotentiale am HoS /HS-Transformator von einer Anlage im HS-Netz
nach Variante 2 der technischen Anschlussregeln

Wirkleistungseinspeisung Induktive (spannungssenkende) Kapazitive [spannungshebende)
(bezogen auf P, ) Blindleistungseinspeisung Blindleistungseinspeisung

0% 0 Mvar/MW - 0,1 Mvar/Mvar 0 Mvar/MW - 0,22 Mvar/Mvar

10 % 0 Mvar/MW - 0,1 Mvar/Mvar 0 Mvar/MW - 0,22 Mvar/Mvar

15 % 0,215 Mvar/MW - 0,1 Mvar/Mvar 0,255 Mvar/MW - 0,22 Mvar/Mvar

20..100 % 0,33 Mvar/MW - 0,1 Mvar/Mvar 0,41 Mvar/MW - 0,22 Mvar/Mvar

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Die installierte Leistung in der 110-kV-Ebene wird lber die gegebene installierte Gesamtleistung am jeweiligen
110-kV-Abgang und die Aufteilung auf die Spannungsebenen liber das Marktstammdatenregister ermittelt. Die theore-
tischen Blindleistungspotentiale werden iber die installierte Leistung von Wind- und PV-Anlagen in der 110-kV-Ebene
und unter der Annahme, dass diese Anlagen zudem ansteuerbar sind, abgeleitet.

Die verfugbaren Potentiale aus dem Verteilnetz sind wirkleistungs- und damit zeitabhangig. Mithilfe der oben beschrie-
benen Annahmen kénnen die spannungshebenden sowie spannungssenkenden Blindleistungspotentiale einer jeden
Stunde fiir jeden 110-kV-Abgang ermittelt werden. Diese Potentiale ermdglichen eine netzdienliche Abweichung vom
passiven Blindleistungsverhalten, das zuvor in der Blindleistungsprognose ermittelt wurde. Die einzige Begrenzung

ist dabei die Scheinleistung der Transformatoren. Basierend auf Erfahrungen aus dem Betrieb kann maximal 33 % der
Scheinleistung der Kuppeltransformatoren fir den Blindleistungsaustausch genutzt werden. Die restliche Leistung
der Transformatoren wird fir den Wirkleistungsaustausch bendtigt. In diesem Fall ist Wirkleistung vor Blindleistung
zu priorisieren und eine Uberlastung der Transformatoren zu verhindern. Sollte mehr Blindleistungspotential aus dem
Verteilnetz vorhanden sein als die Kuppeltransformatoren in einer Region Ubertragen kdnnen, wird das Potential beim
Maximalwert der Transformatoren gekappt. Das resultierende Verteilnetzverhalten ist in Abbildung 4 exemplarisch fiur
100 Stunden dargestellt, wobei die orangefarbene Kurve das passive Blindleistungsverhalten des untersuchten Verteil-
netzes und die blau- bzw. gelb-gestrichelte Kurve jeweils das stundenscharfe spannungshebende bzw. spannungssen-
kende Blindleistungspotential beriicksichtigt. Fir die folgenden Untersuchungen wird das vorhandene Blindleistungs-
potential der Verteilnetze wie eine dem UNB verfiigbare Drosselspule oder MSCDN-Anlage (Mechanically Switched
Capacitor with Damping Network) eingesetzt.

6 Das Potential unterliegt in der Realitat starken Schwankungen. Es kann durch starken EE-Ausbau zudem zu erheblichen ,Sattigungseffekten” und einer
signifikanten Reduktion der angenommenen Potentiale kommen.
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Abbildung 4: Exemplarisches Blindleistungsverhalten eines Verteilnetzes
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Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

b) Potentiale aus Blindleistungskompensationsanlagen

Weitere Blindleistungspotentiale stellen Kompensationsanlagen dar. Hierbei wird zwischen passiven und aktiven Be-
triebsmitteln unterschieden. Kondensatorbanke bzw. MSCDN und Drosselspulen gehoren aufgrund einer fehlenden
Regelung zu den passiven Elementen und konnen diskret stufbar geschaltet werden. MSCDN stellen spannungshebende
Blindleistung bereit und werden bei einem Ubernatiirlichen Betrieb des Netzes verwendet. Drosselspulen hingegen
liefern spannungssenkende Blindleistung und sind in Zeiten unternatirlichen Netzbetriebs im Einsatz. Daher werden
MSCDN und Drosselspulen einzig zur Deckung von stationdaren Bedarfen eingesetzt.

Zu den aktiven Betriebsmitteln gehdren rotierende Phasenschieberanlagen (RPSA) und Static Synchronous Compensator
(STATCOM). Diese Anlagen konnen kontinuierlich regelbare Blindleistung bereitstellen. Auf Grund der Regelbarkeit der
Anlagen konnen RPSA und STATCOM sowohl fiir stationare als auch fir regelbare Bedarfe eingesetzt werden. Der Fokus
der Nutzung liegt im Rahmen der Untersuchungen auf der Deckung der regelbaren Bedarfe.

Bei den Berechnungen wird fiir alle genannten Anlagen eine Verfligharkeit von 100 % und eine vollstandige Ausnutzung
des gesamten technischen Potentials angenommen. Zusatzliche Nichtverfligbarkeiten werden genauso vernachlassigt
wie bspw. lokale Spannungsrestriktionen, die zu einer Einschrankung des einsetzbaren Potentials fiihren.

c) Potentiale aus HGU-Kopfstationen

HGU-Kopfstationen bilden die Anlandungspunkte der im Netz befindlichen Gleichstromverbindungen. Dazu gehdren
Anbindungen von Offshore-Windenergieanlagen oder HGU-Korridoren wie Ultranet, SuedLink, A-Nord, etc. Diese Um-
richteranlagen konnen analog zu STATCOM kontinuierlich regelbare und stationare Blindleistung bereitstellen. Der Fokus
dieser Anlagen im Rahmen der Spannungsstabilitdtsuntersuchungen liegt auf der Deckung von regelbaren Blindleis-
tungsbedarfen.

Bei den Berechnungen wird analog zu den Potentialen aus Blindleistungskompensationsanlagen fir alle Anlagen eine
Verfligbarkeit von 100 % und eine vollstandige Ausnutzung des gesamten technischen Potentials angenommen. Einzig
bei der (n-1)-Ausfallberechnung der innerdeutschen HGU-Korridore wird nach den Planungsgrundsatzen neben dem
Ausfall der Wirkleistungsibertragung auch der Ausfall der Blindleistungseinspeisung berticksichtigt.
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d) Potentiale aus Markt- und Netzreservekraftwerken

Synchronmaschinen aus konventionellen Kraftwerken dienen im Netz als Spannungsquellen und kénnen als solche u. a.
regelbare Blindleistung zur Verfligung stellen. Das regelbare Blindleistungspotential aus Markt- und Reservekraftwer-
ken steht abhangig von den Netznutzungsfallen nur fir einzelne Stunden zur Verfligung, in denen das Kraftwerk auch ak-
tivam Netz ist und Wirkleistung einspeist. Daher kénnen die Potentiale der Kraftwerke nur beriicksichtigt werden, wenn
diese auf Grund des Marktes oder wegen Redispatch am Netz sind. Es handelt sich also um eine wirkleistungsabhangige
Betrachtung des Potentials. Eine zusatzliche Unterscheidung zwischen NEP und LA sind sogenannte Reservekraftwerke.
Diese werden in der LA im Jahreslauf eingesetzt, um Uberlastungen auf Stromkreisen zu vermeiden. Diese Kraftwerke
kdnnen in den Blindleistungsanalysen wie Marktkraftwerke beriicksichtigt werden, d. h. wenn diese aktivam Netz sind
und Wirkleistung einspeisen, kann das Blindleistungspotential genutzt werden. Da es sich bei den Reservekraftwerken in
der LA um potentielle und keine gesicherten Reservekraftwerke handelt, wird das Potential aus diesen Kraftwerken in einer
Sensitivitat berlicksichtigt und damit abgeschatzt, wieviel die Reservekraftwerke zur Blindleistungsdeckung beitragen
kdnnen. Im NEP gibt es keine Reservekraftwerke, sodass dieser Punkt fir die Betrachtungen im NEP nicht relevant ist.

e) Potentiale aus EE-Anlagen auf der H6S-Ebene

Zusétzlich zu den in Kapitel 2.2.2. a) vorgestellten Potentialen aus dem Verteilnetz werden in den Berechnungen eben-
falls Potentiale aus direkt an die H6S-Ebene angeschlossenen EE-Anlagen beriicksichtigt. Dieses Potential wird als voll-
standig verfligbar und wirkleistungsabhangig angenommen. Durch die zu erwartenden hohen Zubauleistungen stellen
direkt am H6S-Netz angeschlossene EE-Anlagen zukiinftig ein grofles Potential zur stationdren und dynamischen Blind-
leistungskompensation dar. In der LA wurden die Anlagen als wirkleistungsabhangiges Potential beriicksichtigt. Aller-
dings ist der Einfluss in der LA sehr gering, da die meisten Anlagen im Norden in Regionen mit hohem HGU-Potential
aus Offshore-Anbindungen stehen und dort grofle Kapazitaten vorhanden sind. Im NEP dagegen sind die EE-Anlagen als
regelbare und wirkleistungsabhangige Potentiale als eine Variable in der Variantenrechnung beriicksichtigt. Damit kann
der Einfluss der Anlagen deutlich gemacht werden.

f) Potentiale aus GroBverbrauchern und Batteriespeichern

Durch ihre Netzanbindung liber Leistungselektronik kénnen GroBBverbraucher wie beispielsweise Elektrolyseure
sowie Batteriespeicher zukiinftig ein groBes Potential zur stationdren und dynamischen Blindleistungskompensation
darstellen. Wahrend Batteriespeicher denselben technischen Anforderungen wie EE-Anlagen unterliegen, ist fir
GroBverbraucher zum jetzigen Zeitpunkt noch kein netzdienliches Verhalten durch die Bereitstellung von Blindleis-
tung in den technischen Anschlussregeln definiert. Da iber Umrichter angebundene Groflverbraucher aufgrund ihrer
hohen zu erwartenden Zubauleistung zukiinftig ein netzdienliches Verhalten aufweisen miissen, wurden deren theo-
retisch denkbaren Potentiale abgeschatzt. Dazu wird anhand der Scheinleistung der Anlagen ein fester Leistungsfaktor
von 0,95 angenommen und daraus die verflighare Blindleistung berechnet. Analog zur Abbildung der Verteilnetzpoten-
tiale aus EE-Anlagen wird fiir die GroBverbraucher, die auf der 110-kV-Ebene oder darunter angeschlossen sind, diese
Blindleistung zusatzlich mit einem Faktor 0,1 fiir den spannungssenkenden bzw. 0,22 fiir den spannungshebenden Anteil
verrechnet und nur fir stationare Kompensation genutzt. Fir die im Hochstspannungsnetz angeschlossenen Anlagen
findet diese Unterscheidung nicht statt (analog zu direkt an der H3S-Ebene angeschlossenen EE-Anlagen) und das Poten-
tial kann vollstandig fur die Deckung der regelbaren Bedarfe genutzt werden. Die Verrechnung der Potentiale findet
auBerdem wirkleistungsunabhangig statt.
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Die Blindleistungsregionen wurden basierend auf Spannungs-Blindleistungssensitivitaten im Rahmen des NEP 2035 (2021)
ermittelt. Die im Folgenden beschriebene Vorgehensweise bestatigt die Eignung der gewahlten Regionen. In einzelnen
Fallen wird bei Bedarf eine Anderung der Regionalisierung vorgenommen.

Die zuvor bestimmten Blindleistungsbedarfe werden in der Berechnung knotenscharf ermittelt. Die einzelnen Netzknoten
werden zu Blindleistungsregionen geclustert und die Blindleistungsbedarfe und -potentiale fiir jede Region bilanziert.
Grundsatzlich stellt die Bilanzierung eine Vereinfachung dar, da von einer ausgeglichenen Blindleistungsbilanz auf die
Einhaltung der Spannungsgrenzen geschlossen wird. Dennoch stellt die Bilanzierung eine geeignete Methode dar, um vor
dem Hintergrund der Unsicherheiten des NEP-Szenarios die notwendigen Zubaubedarfe bestimmen zu konnen.

Die regionale Bilanzierung setzt voraus, dass sich spannungshebende und spannungssenkende Blindleistungsbedarfe
und -potentiale innerhalb einer Blindleistungsregion vollstandig auskompensieren kénnen. Es bedeutet weiterhin, dass
alle Blindleistungsanlagen innerhalb einer Netzgruppe die Spannung regeln konnen. Inwiefern eine Blindleistungsein-
speisung an einem entfernten Netzknoten eine Spannungsanderung bewirkt, hangt mafigeblich von der Kurzschluss-
leistung und der elektrischen Entfernung zwischen den Netzknoten ab. Als Mafstab fir die Regelbarkeit wird die Span-
nungs-Blindleistungssensitivitat genutzt. Sie beschreibt welche Spannungsanderung an einem Netzknoten A durch eine
Blindleistungseinspeisung an einem Netzknoten B verursacht wird. Nach Bestimmung einer solchen Sensitivitat fir alle
Hochstspannungsknoten, lassen sich die Netzknoten clustern, die untereinander eine signifikante Sensitivitat aufweisen.
In einzelnen Regionen (ehemals D21, D22, in Abbildung 5) ist eine Neueinteilung der Regionen notwendig. In D21 und D22
ist vor allem durch die vielen Onshore Konverterstationen ein hohes Blindleistungspotential vorhanden. Dennoch befin-
den sich diese Anlagen Uberwiegend im westlichen Teil dieser Regionen, so dass im dstlichen Teil wegen der schwachen
Vermaschung eine geringe Sensitivitat vorliegt. Daher wurde eine neue Aufteilung vorgenommen. Neben der beschrie-
benen Vorgehensweise flieBen auch betriebliche Erfahrungen in die Ausgestaltung mit ein. SchlieBlich ergeben sich

27 Blindleistungsregionen, die zur Bilanzierung herangezogen werden. Nachgelagert zum Netzentwicklungsplan werden
zur Auswahl und Bestimmung geeigneter Standorte fir Betriebsmittel, neben der bilanziellen Betrachtung, auch stand-
ortspezifische Betrachtungen in detaillierten Untersuchungen durchgefiihrt. Diese standortspezifischen Betrachtungen
stehen hier nicht im Fokus.

Abbildung 5: In den Untersuchungen verwendete Blindleistungsregionen

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber
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Die ermittelten stationaren und regelbaren Blindleistungsbedarfe werden stundenscharf mit den verfligharen Blindleis-
tungspotentialen verrechnet. Das Ergebnis der Bilanzierung aus Bedarfen und Potentialen liefert den zusatzlichen Zu-
baubedarf, der durch geeignete Mafinahmen gedeckt werden muss. Die Blindleistungspotentiale werden analog zu den
Bedarfen nach ,regelbaren” und ,stationaren” Potentialen differenziert. Abbildung 6 zeigt die schematische Vorgehens-
weise zur Blindleistungsbilanzierung auf.

Abbildung 6: Schematische Darstellung der Vorgehensweise zur Blindleistungsbilanzierung
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Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Anstelle der komplexen Abbildung ihres Einsatzes und den damit einhergehenden Unsicherheiten bei der Bestimmung
der vorhandenen dynamischen Blindleistungsreserven, setzen regelbare Anlagen pauschal 20 % ihres Potentials zur
Deckung stationarer und 80 % ihres Potentials zur Deckung dynamischer Bedarfe ein. Zu diesen Anlagen gehdren
HGU-Konverter, Marktkraftwerke, STATCOM-Anlagen, rotierende Phasenschieberanlagen (RPSA), sowie EE-Anlagen,
Batteriespeicher und Elektrolyseure im H6S-Netz, die fiir jede Region und Stunde gegeneinander verrechnet werden.
Dabei werden ausschlief3lich die unteren 99 %-Quantile der dynamischen Bedarfe bericksichtigt.

Sowohl fur die Ermittlung stationarer als auch dynamischer Blindleistungsbedarfe wird angenommen, dass das Potential
aus den Verteilnetzen in Abhangigkeit der Wirkleistungseinspeisung und der vorhandenen Kapazitaten der Kuppeltrans-
formatoren vollstandig verfiigbar ist, dass alle Kompensationsanlagen sowie HGUs verfiigbar sind sowie jeweils das volle
technische Potential der Anlagen ausgenutzt werden kann. Kraftwerke werden nur dann als verfiigbar angenommen,
wenn sie im Betrieb sind und Wirkleistung in das Netz einspeisen. Zusatzliche Nichtverfligbarkeiten werden genauso
vernachlassigt wie bspw. lokale Spannungsrestriktionen, die zu einer Einschrankung des einsetzbaren Potentials fiihren.

Ubersteigt der Bedarf einer Region das verfiigbare Potential, wird fiir diese Stunde die Differenz als zuséatzlicher Zu-
baubedarf ausgewiesen. Das Maximum des Zubaubedarfs aller Stunden wird als Zubaubedarf fir die entsprechende
Region ausgewiesen.

Nachdem der gesamte Jahreslauf mit der beschriebenen Methode ausgewertet ist, stehen fiir jede Region die stationaren
(getrennt fir spannungshebend und spannungssenkend) und die regelbaren Bedarfe fest. Anhand dieser Zubaubedarfe
werden zusatzliche notwendige Anlagen abgeleitet und standort- bzw. regionenscharf verortet.
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Die in Abbildung 6 dargestellten Schritte der Zubaubedarfsermittlung werden fiir verschiedene Ausgangsszenarien
durchgefiihrt, um den Unsicherheiten bei der zukiinftigen Bereitstellung von Blindleistung durch verschiedene, zuvor
beschriebene Anlagentypen Rechnung zu tragen. Dabei wurden nachfolgende Varianten in der Langfristanalyse 2030
(s. Tabelle 3) und im Netzentwicklungsplan 2037/2045 (2023) (s. Tabelle 4) untersucht.

Tabelle 3: Untersuchungsvarianten in der Langfristanalyse 2030

Beriicksichtigung von... Basis [Ausw;as::;:i:levant] Variante 2
Verteilnetzpotentiale Nein Ja Ja
Potentiale von Reservekraftwerke Nein Nein Ja

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Fur die Ausweisung der Bedarfe wird in der Langfristanalyse die Variante 1 gewahlt. Damit wird berlicksichtigt, dass

die angenommen Potentiale im Verteilnetz genutzt werden konnen. Die Verfligbarkeit der Reservekraftwerke und deren
Potentiale ist nur gegeben, falls sie zum Redispatch hochgefahren werden. Ansonsten stehen sie nicht zur Verfiigung.
Weitere Unsicherheiten zur Verfligbarkeit der Reservekraftwerke konnen ihren Beitrag zur Spannungshaltung zusatzlich
schmalern. Fir eine robuste und sichere Planung wird daher die Variante 1 als die ausweisungsrelevante Variante gewahlt,
auf dessen Basis die Bedarfe ausgewiesen werden.

Tabelle 4: Untersuchungsvarianten im Netzentwicklungsplan 2037/2045 (2023) fiir Szenario B 2037

Beriicksichtigung Basis Variante 1 Variante 2 Variante 3 V_arlante 4
von... (Ausweisungsrelevant)
Verteilnetz- Nein Ja Ja Ja Ja
potentiale
Potentiale von Ja Ja Ja
H5S-EE-Anlagen Nein Nein (20 %/80 % des Pot. zur (20 %/80 % des Pot. zur (20 %/80 % des Pot. zur
E Deckung stat./dyn. Bedarfe] | Deckung stat./dyn. Bedarfe) Deckung stat./dyn. Bedarfe)
Potentiale von Ja Ja
Elektrolyseuren Nein Nein Nein (100 % des Pot. zur (20 %/80 % des Pot. zur
y Deckung stat. Bedarfe) Deckung stat./dyn. Bedarfe)
Potentiale von Ja Ja
Batteriespeichern Nein Nein Nein (100 % des Pot. zur Deckung (20 %/80 % des Pot. zur
P stat. Bedarfe) Deckung stat./dyn. Bedarfe)

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Fir die Ausweisung der Bedarfe wird im Netzentwicklungsplan die Variante 4 gewahlt. Damit werden alle moglichen und
relevanten Potentiale von direkt angeschlossenen Kundenanlagen und weiterer Dritter beriicksichtigt. Diese Variante
bildet somit ein Szenario ab, in dem entsprechende Anforderungen an die Potentialbereitstellung und Koordinierung aus
dem Verteilnetz, an GroBverbraucher wie Elektrolyseure flachendeckend umgesetzt und Potentiale von (GroB3-) Batterie-
speichern genutzt werden konnen.
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Zur Deckung des Blindleistungskompensationsbedarfs zur Spannungshaltung und Aufrechterhaltung der Spannungs-
stabilitat wird jeweils ein stationar spannungssenkender und spannungshebender sowie ein regelbarer Zubaubedarf
ausgewiesen. Der stationare Bedarf wird auf Basis der im Jahreslauf auftretenden stationaren Leistungsfliisse ermittelt,
wihrend sich der regelbare Bedarf aus den Leistungsflussanderungen (Stundenwechsel) und den in Betracht zu ziehenden
Storungen zusammensetzt.

Die Blindleistungsbedarfe der Ubertragungs- und Verteilnetze sind zeitvariant bzw. stark von der Betriebssituation
abhangig. Die maximalen zeitungleichen stationar spannungssenkenden, stationar spannungshebenden und regelba-
ren Bedarfe der Blindleistungsregionen sind in Abbildung 7 bis 9 jeweils fiir die LA 2030 und den NEP 2037/2045 (2023)
dargestellt. Bei einem Vergleich der Abbildungen ist zu erkennen, dass sich die verschiedenen Blindleistungsbedarfe
zwischen den Zieljahren 2030 und 2037 in vielen Blindleistungsregionen weiter erhohen. Dies ist insbesondere durch den
hohen Zubau von EE-Anlagen nach 2030 zu erklédren, da in Abhangigkeit des Primarenergiedargebots Situationen mit ei-
nem sehr hoch oder sehr niedrig ausgelasteten Ubertragungsnetz auftreten. Wahrend in einem hoch ausgelasteten Netz
mit einem Ubernatirlichen Betrieb hohe spannungshebende Blindleistungsbedarfe bestehen, zeichnen sich Situationen mit
niedriger Netzauslastung und in Kombination mit dem fortschreitenden Ausbau des Ubertragungsnetzes aufgrund des
unternatirlichen Betriebs der Stromkreise durch hohe spannungssenkende Blindleistungsbedarfe aus.

Abbildung 7: Stationadr spannungssenkende Blindleistungsbedarfe LA 2030 und NEP 2037/2045 (2023)
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Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Abbildung 8: Stationadr spannungshebende Blindleistungsbedarfe LA 2030 und NEP 2037/2045 (2023
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Abbildung 9: Regelbare Blindleistungsbedarfe (induktiv und kapazitiv) LA 2030 und NEP 2037/2045 (2023)
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Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

In den Tabellen 5 und 6 sind die maximalen stationar spannungssenkenden und spannungshebenden Blindleistungsbe-
darfe fiir die Ubertragungsebene (UNB) und die Verteilnetzebene (VNB) jeweils fiir die LA 2030 sowie den NEP 2037/2045
(2023) dargestellt. Jeder Eintrag stellt die Summe der maximalen Blindleistungsbedarfe fir mehrere Regionen (jeweils
eine Regelzone) dar. Diese Maxima in den Regionen treten zu unterschiedlichen Zeitpunkten im Jahreslauf (..zeitun-
gleich”) auf. Die Summe wird jeweils fiir die bedarfsdimensionierende Stunde mit dem maximal gleichzeitig auftretenden
Blindleistungsbedarf fir UNB und VNB ausgewiesen und kann daher von der Summe der zeitungleichen Maxima von
UNB und VNB abweichen.

Der Anstieg des Bedarfs stationar spannungssenkender Blindleistung (s. Tabelle 5) zwischen den Zieljahren 2030 (LA)
und 2037 (NEP) um lediglich 22,3 % zeigt, dass bereits bis zum Jahr 2030 ein groBer Anteil der bendtigten spannungs-
senkenden Blindleistungsbedarfe gedeckt sein muss, um die stationare Spannungshaltung gewahrleisten zu konnen.

Tabelle 5: Maximale stationar spannungssenkende Blindleistungsbedarfe nach Regelzone
(Zeitungleiche Summierung der Blindleistungsregionen)

Ermittelte Bedarfe in der Langfristanalyse fiir das Ermittelte Bedarfe im Netzentwicklungsplan fiir das
Zieljahr 2030 in Mvar Zieljahr 2037 in Mvar
UNB UNB VNB Summe UNB VNB Summe
TenneT 10.366 5.369 14.055 14.180 5.150 19.423
TransnetBW 1.968 2.308 2.937 2.765 1.499 3.849
Amprion 7.684 3.941 10.325 9.597 4.064 11.623
50Hertz 8.618 5.984 14.078 10.411 6.416 15.747
Summe DE 28.636 17.602 41.395 36.954 17.129 50.642

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Im Gegensatz dazu steigt der stationdr spannungshebende Blindleistungsbedarf (s. Tabelle 6) zwischen den Jahren 2030
und 2037 um 126 %. Dieser Umstand verdeutlicht, dass insbesondere stationar spannungshebende Blindleistungsbe-
darfe mit weiter ansteigender installierter Leistung von EE-Anlagen ebenfalls ansteigen. Dies ist durch die zunehmenden
Leistungstransite im Ubertragungsnetz und dem damit verbundenen {ibernatiirlichen Betrieb der Stromkreise zu erklaren.
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Tabelle 6: Maximale stationar spannungshebende Blindleistungsbedarfe nach Regelzone
(Zeitungleiche Summierung der Blindleistungsregionen)

Ermittelte Bedarfe in der Langfristanalyse fiir das Ermittelte Bedarfe im Netzentwicklungsplan fiir das
Zieljahr 2030 in Mvar Zieljahr 2037 in Mvar
UNB UNB VNB Summe UNB VNB Summe
TenneT 11.253 3.671 11.411 28.609 2.996 29.154
TransnetBW 2.170 2.711 2.743 6.172 1.264 6.700
Amprion 10.524 5.065 12.830 18.067 4.808 19.635
50Hertz 7.098 1.504 6.847 21.339 1.848 20.906
Summe DE 31.045 12.950 33.831 74.187 10.916 76.395

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

In Tabelle 7 ist der maximale zeitungleiche regelbare Systembedarf jeder Regelzone dargestellt, jeweils nach einem
Stundenwechsel sowie nach einem Stérfall. Als Summe werden die Bedarfe der bedarfsdimensionierenden Stunde von
einem Stundenwechsel bei einem gleichzeitig auftretenden Storfall addiert und jeweils das 99 %-Quantil ausgewiesen.

Tabelle 7: Maximale regelbare Blindleistungsbedarfe nach Regelzone
(Zeitungleiche Summierung der Blindleistungsregionen)

Ermittelte Bedarfe in der Langfristanalyse fiir das Ermittelte Bedarfe im Netzentwicklungsplan fiir das
Zieljahr 2030 in Mvar Zieljahr 2037 in Mvar
UNB Stundenwechsel Storfall (99 ?:3::1“” Stundenwechsel Storfall (99 ?:_E::mu
TenneT 8.757 6.681 9.797 18.348 7.500 14.102
TransnetBW 2.287 1.036 1.890 5.888 796 3.554
Amprion 9.578 3.952 8.555 14.101 1.058 8.539
50Hertz 6.049 5.858 7.889 12.779 1.726 8.014
Summe DE 26.671 17.527 28.131 51.116 11.080 34.209

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Es ist zu erkennen, dass das untere 99 %-Quantil der summierten Bedarfe in der bedarfsdimensionierenden Stunde in
einigen Fallen geringer ist als das auftretende Maximum des regelbaren Blindleistungsbedarfs. Dies verdeutlicht, dass
lediglich in einer geringen Anzahlvon Jahresstunden bei einem Stdrereignis wahrend eines Stundenwechsels ent-
sprechend hohe Bedarfe auftreten kénnen. Zudem zeigt der Vergleich der Bedarfe der LA 2030 und des NEP 2037/2045
(2023), dass innerhalb dieser Periode die deutschlandweiten regelbaren Bedarfe um lediglich 21,6 % ansteigen. Daraus
lasst sich die Schlussfolgerung ableiten, dass viele der bendtigten regelbaren Bedarfe bereits bis 2030 gedeckt werden
missen, um die Spannungsstabilitdt gewahrleisten zu kdnnen.
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Den Blindleistungsbedarfen stehen zeitvariante Blindleistungspotentiale gegentiber, die zu deren Deckung herangezo-
gen werden und in den Tabellen 8 bis 10 summarisch dargestellt sind. Die stationaren Potentiale setzen sich in beiden
betrachteten Zeithorizonten 2030 (LA} und 2037 (NEP) aus schaltbaren Anlagen wie Drosselspulen und MSCDN und

aus Verteilnetzpotentialen zusammen. Fir die Deckung der regelbaren Bedarfe stehen Blindleistungspotentiale aus
verschiedenen Anlagen zur Verfligung. Dazu gehdren in beiden Zeithorizonten regelbare Kompensationsanlagen wie
STATCOM und rotierende Phasenschieber, Markt- und Reservekraftwerke und HGU-Konverter. Da es fiir diese Anlagen
bereits detaillierte technische Anschlussregeln gibt, werden deren Potentiale in allen Berechnungen beriicksichtigt und
als gesetzt angenommen. AuBerdem werden im Zuge von Sensitivitdtsrechnungen erstmals Potentiale aus Elektrolyseuren,
GrofBbatteriespeichern und direkt ans Hochstspannungsnetz angeschlossenen EE-Anlagen beriicksichtigt. Diese Potentiale
werden nachfolgend als ,.optional” bezeichnet. Aufgrund einer konservativen Herangehensweise in der LA 2030 werden
Elektrolyseure und Grofbatteriespeicher nurim NEP 2037/2045 (2023) beriicksichtigt. Bei Elektrolyseuren und GroBbat-
teriespeichern wird bei einem Anschluss auf der 110-kV-Ebene von einem rein stationaren Potential ausgegangen. Fir
einen Anschluss auf Hochstspannungsebene wird ein regelbar nutzbares Potential unterstellt. Direkt angeschlossenen
EE-Anlagen hingegen wird analog zu den Kraftwerks- und HGU-Potentialen ein fester Anteil von 20 % des Potentials als
stationar zu verwendendes Potential unterstellt (s. Kapitel 2.2.4).

Das regelbare Blindleistungspotential wird als zusatzliches Potential fir die stationare Bedarfsdeckung in der jeweiligen
Stunde angesetzt (vgl. Beschreibung in Kapitel 2.2.3). Die genaue Vorgehensweise bei der Verrechnung wird ebenfalls in
Kapitel 2.2.4 erlautert.

Tabelle 8: LA 2030 - Stationare und regelbare Blindleistungspotentiale nach Regelzone
(Zeitungleiche Summierung der Regionenbilanzen)

Stationare Blindleistungspotentiale in Mvar Regelbare Blindleistungspotentiale in Mvar
. Drossel- max. max. Regelbare HGU- Markt- und
UNB Verteilnetzpotential MSCDN | Verteilnetzpotential Komp.- Reservekraftwerke
spulen Konverter . 1g
spannungssenkend spannungshebend Anlagen (von ... bis)
TenneT 13.044 1.107 8.400 2.436 2.740 7.402 0 1.513
TransnetBW 2.850 155 2.250 341 2.157 657 300 1.224
Amprion 7.600 862 6.900 1.895 6.500 3.520 56 4.116
50Hertz 12.228 977 2.326 2.149 3.634 0 0 1.370
Summe DE 35.722 3.101 19.876 6.821 15.031 11.579 356 8.223

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Im ersten Teil von Tabelle 8 und 9 ist jeweils das stationare Blindleistungspotential dargestellt. Dabei sind die Drossel-
und MSCDN-Potentiale als in jeder Stunde vollstandig nutzbar angenommen. Dem entgegen steht das Verteilnetzpo-
tential, welches in Abhangigkeit der eingespeisten Wirkleistung zur Verfligung steht (s. Kapitel 2.2.2 a) und hier in Form
des maximal im Jahreslauf auftretenden Wertes dargestellt ist. Der zweite Teil der Tabellen 8 und 9 gibt die regelbaren
Blindleistungspotentiale an. Dabei stehen die Potentiale aus regelbaren Kompensationsanlagen und HGU-Konverter
vollstandig und in jeder Stunde zur Verfligung. Die starke Varianz der Potentiale aus Markt- und Reservekraftwerken ist
auf deren marktlichen bzw. Einsatz nach Redispatch zuriickzufiihren. Die Potentiale aus H6S-EE-Anlagen sind, falls in
der entsprechenden Berechnungsvariante beriicksichtigt, wirkleistungsabhangig und hier als Maximalwerte dargestellt.

Die unterschiedlich angenommenen Potenziale bei den Kompensationsanlagen basieren fiir die LA 2030 auf den besta-

tigten und geplanten Anlagen aus dem Netzentwicklungsplan mit Inbetriebnahme <2031. Fiir den NEP 2037/2045 (2023)
basieren die Potenziale auf den bestatigten und in Umsetzung befindlichen Anlagen.

7 Der kleinere Wert gibt das in der bedarfsdimensionierenden Stunde verwendete Potential an; der groBere Wert das maximal zur Verfligung stehende Potential.
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Tabelle 9: NEP 2037 /2045 (2023) - Gesetzte stationadre und regelbare Blindleistungspotentiale nach Regelzone
(Zeitungleiche Summierung der Regionenbilanzen)

Stationare Blindleistungspotentiale in Mvar Regelbare Blindleistungspotentiale in Mvar
max. Verteil- max. Verteil-
g | Dposel | netpolonl | gy | nemeteniat | By | M0 pesanaatierk
senkend hebend Anlagen (von... bis)
TenneT 14.204 1.512 8.715 3.326 3.561 13.972 0 1.646
TransnetBW 2.000 160 1.500 351 250 2958 0 934
Amprion 5.900 969 3.900 2.131 4.800 12.208 179 5.107
50Hertz 12.311 1.567 1.800 3.448 8.100 3.942 45 1.160
Summe DE 34.415 4.208 15.915 9.257 16.711 33.080 224 8.847

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Bei Betrachtung der Tabellen 8 und 9 ist auflerdem zu erkennen, dass es im NEP weniger Potentiale aus Drosselspulen
und MSCDN gibt. Als gesetzte stationare und regelbare Blindleistungspotentiale werden im NEP diejenigen Anlagen be-
ricksichtigt, die dem Startnetz des NEP zugeordnet wurden. Diese Anlagen wurden bereits in vergangenen NEP von der
BNetzA bestatigt und befinden sich bereits in einem fortgeschrittenen Projektstatus. Die angenommenen Potentiale aus
HGU-Konvertern steigen von knapp 12 Gvar im Jahr 2030 auf 33 Gvar im Jahr 2037 enorm an. Dieser Unterschied be-
grindet sich einerseits durch die konservative Netzvariante des Kohleausstiegsszenarios und den daraus resultierenden
nach 2030 stattfindenden Inbetriebnahmedaten. Ein weiterer Grund sind die im NEP neu identifizierten HGU-Ubertra-
gungsstrecken, die das Potential zusatzlich stark erhohen.

Tabelle 10: NEP 2037/2045 (2023) - Optionale stationédre und regelbare Blindleistungspotentiale nach Regelzone
(Zeitungleiche Summierung der Regionenbilanzen)

. . Potentiale aus
Potentiale aus Potentiale aus
Elektrolyseuren in Mvar GrofBbatteriespeichern in Mvar EE-Anlagen auf
Y P H6S-Ebene in Mvar
110 kV-seitig 110 kV-seitig 110 kV-seitig 110 kV-seitig
- stationar stationar HoS-seitig stationar stationar HGS-seitig
UNB regelbar
spannungs- spannungs- regelbar spannungs- spannungs- regelbar
senkend hebend senkend hebend
TenneT 7 15 2.619 1.164 2.560 7 363
TransnetBW 18 39 0 400 880 0 0
Amprion 176 388 197 764 1.680 30 0
50Hertz 85 188 1.999 648 1.427 74 5.691
Summe DE 286 630 4.815 2.976 6.547 1M 6.054

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Die Potentiale aus Elektrolyseuren und GroBbatteriespeichern werden nur fiir den NEP beriicksichtigt. Sie sind abhangig
von der Spannungsebene, an der die Anlagen angeschlossen sind. Fiir Anlagen auf der 110-kV-Ebene wird ein aus-
schliefilich stationares und fir Anlagen auf der HoS-Ebene ein regelbares Potential unterstellt.
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Mit der Verrechnung der Blindleistungsbedarfe mit den jeweiligen zeitabhangigen Potentialen ergeben sich die zeitab-
hangigen Zubaubedarfe. Hier ist anzumerken, dass die zugrunde gelegten Potenziale in der LA sowie im NEP nicht iden-
tisch sind. Das liegt daran, dass im Gegensatz zur LA 2030 im NEP 2037/2045 (2023) die Potenziale auf den bestatigten
und in Umsetzung befindlichen Anlagen basieren. Wahrenddessen werden in der LA 2030 alle Anlagen berlicksichtigt,
die bis 2031 geplant und voraussichtlich umgesetzt sind.

Die Ausweisung der Zubaubedarfe fiir die Zieljahre 2030 und 2037 basiert jeweils auf einem idealen Modell. In beiden
Modellen (Langfristanalyse 2030 und Netzentwicklungsplan 2037 /2045 (2023)) sind betriebliche Herausforderungen nicht
vollstandig erfasst. Unter anderem wurde angenommen, dass keinerlei betriebliche Restriktionen vorliegen und zu jeder
Stunde alle Betriebsmittel zur Verfligung stehen sowie optimal eingesetzt werden kdnnen. Trotz Unsicherheiten durch
Markt, Witterungsbedingungen, Prognosen, etc. wird eine genaue Bestimmung der Blindleistungsbedarfe fur die fol-
gende Stunde angenommen. Weiter wird davon ausgegangen, dass alle Kraftwerke, wie durch die Marktsimulation vorge-
geben, in vollem Umfang zur Verfiigung stehen.

In den Abbildungen 10 bis 12 finden sich die jeweiligen Maxima der nicht zeitgleichen Blindleistungsdefizite. Alle Regio-
nen, fiir die mit der gewahlten Methode keine zusatzlichen Zubaubedarfe ermittelt werden, sind in griin dargestellt. Fir

alle anderen Regionen kann ein Zubaubedarf ausgewiesen werden. Die summarischen Zubaubedarfe pro UNB werden in
den nachfolgenden Kapiteln getrennt nach Zubaubedarfen bis 2030 (LA] und Zubaubedarfe bis 2037 (NEP) aufgefiihrt.

Abbildung 10: Stationére spannungssenkende Zubaubedarfe LA 2030 und NEP 2037/2045 (2023)
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Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Abbildung 11: Stationédre spannungshebende Zubaubedarfe LA 2030 und NEP 2037 /2045 (2023)
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Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber
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Abbildung 12: Regelbare Zubaubedarfe LA 2030 und NEP 2037/2045 (2023)
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Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Zubaubedarf bis 2030

In Tabelle 11 ist der summierte spannungssenkende Zubaubedarf pro UNB fiir das Zieljahr 2030 dargestellt. Fiir das Basis-
szenario ergibt sich ein Gesamtzubaubedarf von 5.441 Mvar. Die Beriicksichtigung von spannungssenkenden Potentialen
im Verteilnetz (Variante 1) hat einen geringen Einfluss auf die Zubaubedarfe, da in Stunden mit hohen spannungssenken-
den Bedarfen nur wenige EE-Anlagen im Verteilnetz aktiv sind oder mit mehr als 20 % ihrer Nennleistung einspeisen.
Dadurch ergibt sich eine Reduktion der Zubaubedarfe um lediglich 294 Mvar (entspricht -5,4 %) gegeniiber dem Basis-
szenario. Durch die zusétzliche Berlicksichtigung von Reservekraftwerken (Variante 2) konnen die Zubaubedarfe weiter
reduziert werden. Jedoch ist der Einfluss gering, da die Reservekraftwerke entweder in Regionen mit geringen Bedarfen
verortet oder in der bedarfsdimensionierenden Stunde nicht am Netz sind. Insgesamt reduzieren sich die Zubaubedarfe
in Variante 2 um -6,2 % gegeniiber dem Basisszenario.

Tabelle 11: Spannungssenkender Zubaubedarf in Mvar fiir das Zieljahr 2030

Stationarer Zubaubedarf spannungssenkend in Mvar
UNB Basisszenario Variante 1 Variante 2
TenneT 570 570 570
TransnetBW 134 120 120
Amprion 1.759 1.672 1.671
50Hertz 2.978 2.785 2.744
Summe DE 5.441 5.147 5.105

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

In Abbildung 13 ist exemplarisch die Lastflusssituation in der bedarfsdimensionierenden Stunde (3534) fiir die Netz-
gruppe D77 dargestellt. Die Stunde ist gekennzeichnet durch eine schwache Auslastung des Netzes. Die Last betragt nur
ca. ein Drittel der Jahreshdchstlast und wird Giberwiegend durch die beinahe ausschlief3lich im Verteilnetz befindliche
PV-Einspeisung gedeckt. Die Einspeisung aus Onshore- und Offshore-Windenergieanlagen sowie thermischen Kraftwerken
ist sehr niedrig. Aufgrund der schwachen Auslastung des Netzes werden die Leitungen tiberwiegend im unternatiirlichen
Bereich betrieben, woraus sich ein hoher stationdr spannungssenkender Zubaubedarf ergibt. Fir die Netzgruppe D77
betragt der stationar spannungssenkende Zubaubedarf ca. 707 Mvar. Die Zahlen zur Einspeise- und Lastsituation sind in
Tabelle 12 dargestellt.
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Abbildung 13: Maximaler spannungssenkender Bedarf in D77 fiir das Zieljahr 2030
(links: Wirkleistungsfluss; rechts: Blindleistungsbedarf)’
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* Die Abbildung zeigt keine konkreten Trassenverldufe. Zudem werden etwaige Biindelungen nicht abgebildet.

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 12: Einspeisung und Last in der bedarfsdimensionierenden Stunde 3534 fiir das Zieljahr 2030

Quelle Einspeisung in Stunde 3534 (GW) Maximale Einspeisung (GW)
PV 10,6 142,5
Wind Onshore 8,8 95,3
Wind Offshore 0,7 27,4
Thermische KW 2,2 32,6
Last -44,7 -172,5

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Zubaubedarf bis 2037

In Tabelle 13 und Abbildung 14 ist der summierte Zubaubedarf pro UNB fiir das Zieljahr 2037 dargestellt. Fiir das
Basisszenario ergibt sich ein Gesamtzubaubedarf von 10.411 Mvar. Bei Berlicksichtigung von spannungssenkenden
Potentialen im Verteilnetz (Variante 1) sinkt der Zubaubedarf geringfligig um ca. 3,7 %. Durch die Beriicksichtigung
der Potentiale der direkt an das Hochstspannungsnetz angeschlossenen EE-Anlagen (Variante 2) konnen die Zubaube-
darfe noch weiter reduziert werden (entspricht einer gesamten Reduktion von ca. 4,7 %). Diese geringe Verbesserung
ist dadurch zu begriinden, dass die Potentiale von H6S-EE-Anlagen regelbare Potentiale darstellen und daher ledig-
lich 20 % ihres vollen Potentials zur Deckung stationarer Bedarfe eingesetzt werden. Bei einer zusatzlichen Berlick-
sichtigung der Potentiale von GroBbatteriespeichern und Elektrolyseuren kann eine Reduktion des Zubaubedarfs um
48,5 % im Vergleich zum Basisszenario erreicht werden, wenn diese ausschlief3lich zur Deckung stationarer Bedarfe
(Variante 3) herangezogen werden (s. Abbildung 14). In Variante 4 hingegen werden die Potentiale von GroBbatterie-
speichern und Elektrolyseuren als regelbare Potentiale betrachtet. Hier reduzieren sich die gesamten Zubaubedarfe
um 16,6 % gegeniiber dem Basisszenario.
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Stationdrer Zubaubedarf spannungssenkend (Mvar)

UNB Basisszenario Variante 1 Variante 2 Variante 3 Variante 4
TenneT 2.726 2.621 2.621 844 2.231
TransnetBW 1.173 1.172 1.172 748 1.082
Amprion 3.093 2.954 2.954 2.264 2.695
50Hertz 3.420 3.274 3.170 1.507 2.668
Summe DE 10.411 10.021 9.917 5.363 8.676

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Abbildung 14: Stationérer spannungssenkender Zubaubedarf im NEP 2037 /2045 (2023) in Mvar
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Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Der maximale spannungssenkende Blindleistungsbedarf fir das Zieljahr 2037 ist in Abbildung 15 exemplarisch fir die
Netzgruppe D78 mit der bedarfsdimensionierenden Stunde 4875 dargestellt.
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Ahnlich zur bedarfsdimensionierenden Stunde fiir das Zieljahr 2030 handelt es sich um eine Situation mit einem schwach

ausgelasteten Ubertragungsnetz, in der die Last nur knapp ein Viertel des Jahreshichstwertes betragt (s. Tabelle 14).
Die hochste Einspeiseleistung stammt aus Onshore-Windenergieanlagen, wohingegen Offshore-Windenergieanlagen

sowie thermische Kraftwerke mit einer vergleichsweise geringen und PV-Anlagen keine Leistung in das Netz einspeisen.
Aufgrund der geringen Netzauslastung und dem damit einhergehenden unternatirlichen Betrieb der Stromkreise ergibt
sich ein stationar spannungssenkender Blindleistungsbedarf.
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Abbildung 15: Maximaler spannungssenkender Bedarf in D78 fiir das Zieljahr 2037

(links: Wirkleistungsfluss; rechts: Blindleistungsbedarf)’

* Die Abbildung zeigt keine konkreten Trassenverldufe. Zudem werden etwaige Biindelungen nicht abgebildet.

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 14: Einspeisung und Last in der bedarfsdimensionierenden Stunde 4875
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Quelle Einspeisung in Stunde 4875 (GW) Maximale Einspeisung (GW)
PV 0 238,8
Wind Onshore 22,9 148,7
Wind Offshore 7,0 58,5
Thermische KW 11 34,9
Last -53,1 -276,9

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

2.3.3.2 Stationar spannungshebender Zubaubedarf

Zubaubedarf bis 2030

Die resultierenden Zubaubedarfe fiir stationdr spannungshebende Blindleistung sind summarisch pro UNB in Tabelle 15
dargestellt. Im Basisszenario ergibt sich ein Gesamtzubaubedarf von 11.122 Mvar. Durch die Berlicksichtigung von span-
nungshebenden Potentialen aus EE-Anlagen im Verteilnetz (Variante 1) kénnen die Zubaubedarfe signifikant um -25 %
gesenkt werden. Grund dafiir ist, dass in Stunden mit einem hohen spannungshebenden Bedarf viele EE-Anlagen im
Verteilnetz aktiv sind und so einen Teil des spannungshebenden Bedarfs im Verteilnetz decken konnen. Die zusatzliche
Beriicksichtigung von Reservekraftwerken (Variante 2] zeigt einen geringen Einfluss, da dieses entweder nicht in den
Regionen mit spannungshebenden Defiziten liegen oder in den bedarfsdimensionierenden Stunden nicht aktivam Netz
sind. In Variante 2 reduziert sich der Zubaubedarf um -27,1 % gegeniber dem Basisszenario.
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Tabelle 15: Spannungshebender Zubaubedarf in Mvar bis 2030

Bewertung der Systemstabilitat

Stationédrer Zubaubedarf spannungshebend (Mvar)

UNB Basisszenario Variante 1 Variante 2
TenneT 2.803 2.146 1.919
TransnetBW 273 220 187
Amprion 4.304 3.702 3.702
50Hertz 3.742 2.307 2.305
Summe DE 11.122 8.375 8.113

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Beispielhaft fiir den stationar spannungshebenden Zubaubedarf im Zieljahr 2030 ist in Abbildung 16 die Lastfluss-

situation in der bedarfsdimensionierenden Stunde 4179 fir die Netzgruppe D22_W dargestellt. In dieser Stunde sind nur

wenige thermische Kraftwerke am Netz. Die Stromerzeugung aus Offshore-Windenergieanlagen im Norden deckt einen
Teil der Lastnachfrage, fiihrt jedoch wegen der erhohten Transportaufgabe zu einer hohen Auslastung der AC-Leitungen
(Abbildung 16, links) und gleichzeitig zu einem hohen spannungshebenden Blindleistungsbedarf vor allem in D22_W
(Abbildung 16, rechts). Der stationédre spannungshebende Zubaubedarf betrégt 963 Mvar fir die Netzgruppe D22_W.

Die jeweiligen Einspeisungen und die Lastnachfrage in dieser Stunde sind der Tabelle 9 zu entnehmen.

Abbildung 16: Maximaler spannungshebender Bedarf in D22_W im Zieljahr 2030

(links: Wirkleistungsfluss; rechts: Blindleistungsbedarf)*
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* Die Abbildung zeigt keine konkreten Trassenverlaufe. Zudem werden etwaige Biindelungen nicht abgebildet.

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 16: Einspeisungen und Last in der bedarfsdimensionierenden Stunde 4179

600 - 1200 Mvar (ind.)
300 - 600 Mvar (ind.)
150 - 300 Mvar (ind.)

50 - 150 Mvar (kap.)
150 - 300 Mvar (kap.)
300 - 600 Mvar (kap.)
600 - 1200 Mvar (kap.)

Quelle Einspeisung in Stunde 4179 (GW) Maximale Einspeisung (GW)
PV 0 142,5
Wind onshore 29,2 95,3
Wind offshore 171 27,4
Thermische KW 6,1 32,6
Last -58,9 -172,5

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber
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Zubaubedarf bis 2037

In Tabelle 17 und Abbildung 17 ist der summierte Zubaubedarf pro UNB fiir stationdr spannungshebende Blindleistung
fir das Zieljahr 2037 dargestellt. Fiir das Basisszenario ergibt sich ein Gesamtzubaubedarf von 46.861 Mvar. Werden
spannungshebende Potentiale im Verteilnetz (Variante 1), beriicksichtigt sinkt der Zubaubedarf auf 43.428 Mvar (ent-
spricht ca. -7,3% gegeniiber dem Basisszenario). Einen geringen Einfluss hat die Beriicksichtigung von direkt an das
Héchstspannungsnetz angeschlossenen EE-Anlagen (Variante 2). Hier ergibt sich einen Bedarf von 42.527 Mvar (ent-
spricht ca. -9,2 % gegeniiber dem Basisszenario). Werden Elektrolyseure und Grofbatteriespeicher fir die Deckung
von stationaren Bedarfen (Variante 3) beriicksichtigt, reduziert sich der Zubaubedarf signifikant um ca. -30 % (gegen-
iber dem Basisszenario) auf 32.786 Mvar. Werden dagegen Elektrolyseure und GroBbatteriespeicher nur zur Deckung
des dynamischen Bedarfs berticksichtigt (Variante 4), reduziert sich der Bedarf nur auf 38.456 Mvar (entspricht -17,9 %
gegeniiber dem Basisszenario).

Tabelle 17: Spannungshebender Zubaubedarf in Mvar im Zieljahr 2037

Stationdrer Zubaubedarf spannungshebend (Mvar)
UNB Basisszenario Variante 1 Variante 2 Variante 3 Variante 4
TenneT 15.639 14.344 14.255 11.177 12.686
TransnetBW 4.470 4.382 4.382 3.448 4.065
Amprion 11.571 10.945 10.945 8.732 10.382
50Hertz 15.182 13.757 12.945 9.429 11.323
Summe DE 46.861 43.428 42.527 32.786 38.456

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Abbildung 17: Stationdrer spannungshebender Zubaubedarf im NEP 2037 /2045 (2023) in Mvar
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Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Abbildung 18 zeigt beispielhaft die Lastflusssituation in der bedarfsdimensionierenden Stunde 4282 fir die Netzgruppe
D25. Die Stunde ist durch eine hohe Auslastung der Leitungen in dieser Region gekennzeichnet. Die deutschlandweite Last
betragt 117,5 GW (ca. 42% der Jahreshdchstlast]) und wird Gberwiegend durch PV-Einspeisung gedeckt. Die Einspeisung
aus Onshore- und Offshore-Windenergieanlagen sowie thermischen Kraftwerken ist sehr gering. Die genauen Zahlen
konnen Tabelle 18 entnommen werden. Aufgrund der relativ hohen Riickspeisung aus dem Verteilnetz wegen der hohen
PV-Einspeisung kommt es zu einem hohen Transit der Wirkleistung durch das Hochstspannungsnetz. Daraus ergibt sich
ein hoher stationarer spannungshebender Zubaubedarf. Fiir die Netzgruppe D25 betragt der stationare spannungshebende
Zubaubedarf ca. 3 Gvar. Wie in Abbildung 18 ersichtlich, sind in dieser Region alle Leitungen sehr stark ausgelastet.
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Abbildung 18: Maximaler spannungshebender Bedarf in D25 im NEP 2037/2045 (2023)
(links: Wirkleistungsfluss; rechts: Blindleistungsbedarf)’
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* Die Abbildung zeigt keine konkreten Trassenverldufe. Zudem werden etwaige Biindelungen nicht abgebildet.

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 18: Einspeisung und Last in der bedarfsdimensionierenden Stunde 4282 im Zieljahr 2037

Quelle Einspeisung in Stunde 4282 (GW) Maximale Einspeisung (GW)
PV 147,4 238,8
Wind Onshore 25,6 148,7
Wind Offshore 7,8 58,5
Thermische KW 5,6 34,9
Last -117,5 -276,9

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Aus den Ergebnissen der stationar spannungssenkenden und spannungshebenden Blindleistungsbedarfen lasst sich
schlussfolgern, dass jeweils die Untersuchungsvariante 3 des NEP 2037/2045 (2023) zu den geringsten stationdren Zu-
baubedarfen (spannungssenkend und spannungshebend) fiihrt. Aus Abbildungen 14 und 17 ist zudem zu erkennen, dass
die dritte Untersuchungsvariante jeweils deutliche hohere Potentiale zur Bereitstellung stationar spannungssenkender
als spannungshebender Blindleistung aufweist, da die Zubaubedarfe in diesen Varianten am niedrigsten sind.

Zubaubedarf bis 2030

Fir das Zieljahr 2030 ergibt sich im Basisszenario ein regelbarer Gesamtzubaubedarf von 13.373 Mvar. Die Berlcksich-
tigung von regelbaren Potentialen aus EE-Anlagen im Verteilnetz (Variante 1) bewirkt keine Veranderung der Zubau-
bedarfe, da angenommen wurde, dass diese Anlagen nur fiir stationare Bedarfe zur Verfligung stehen. Die zusatzliche
Bertiicksichtigung der Reservekraftwerke (Variante 2] reduziert die Zubaubedarfe um ca. 700 Mvar. Diese Reduktion
betrifft vor allem die Regelzone Amprion (Rheinlandpfalz-Saarland D78, Ostliches Ruhrgebiet und Westfalen D74) und
die Regelzone TenneT (Sidliches Niedersachsen D23). Insgesamt reduziert sich der regelbare Zubaubedarf in Variante 2
um -5,2 % gegenlber dem Basisszenario.
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Tabelle 19: Regelbarer Zubaubedarf in Mvar bis 2030

Regelbarer Zubaubedarf (Mvar)
UNB Basisszenario Variante 1 Variante 2
TenneT 5.198 5.198 5.054
TransnetBW 325 325 325
Amprion 2.869 2.869 2.276
50Hertz 4,981 4.981 4.981
Summe DE 13.373 13.373 12.676

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Der Stundenwechsel von Stunde 2768 auf Stunde 2769 ist fiir mehrere Netzgruppen (D24, D25, D87) der bedarfsdimen-
sionierende Stundenwechsel. In Abbildung 19 ist exemplarisch die Verdnderung der Lastflusssituation von Stunde 2768
und Stunde 2769 dargestellt.

In den Stunden 2768 und 2769 sind nur wenige thermische Kraftwerke am Netz. Ein Grofteil der Last wird durch die
Einspeisung aus Onshore-Windenergieanlagen und PV-Anlagen gedeckt, wodurch sich ein erhéhter Transportbedarf
ergibt (Abbildung 19, links). Durch den Stundenwechsel steigt insbesondere die Einspeisung aus PV-Anlagen deutlich an
(+25,1 GW). Auch die Last steigt moderat (+11,8 GW]. Dies fiihrt zu einem hohen regelbaren Blindleistungsbedarf in der
Netzgruppe D87 (Abbildung 19, rechts). Die jeweiligen Einspeisungen und die Lastnachfrage in beiden Stunden sind der
Tabelle zu entnehmen.

Abbildung 19: Regelbarer Zubaubedarf aus dem Stundenwechsel fiir das Zieljahr 2030 (links: Delta Wirkleistungsfluss
zum Stundenwechsel; rechts: Delta Blindleistungsdefizit zum Stundenwechsel)"
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* Die Abbildung zeigt keine konkreten Trassenverlaufe. Zudem werden etwaige Biindelungen nicht abgebildet.

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber
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Quelle Einspeisung in Einspeisung in Anderung durch ) Ma?(imale
Stunde 2.768 (GW) Stunde 2.769 (GW) Stundenwechsel (GW) Einspeisung (GW)

PV 44,6 68,3 +23,7 142,5

Wind Onshore 36,7 42,8 +6,1 95,3

Wind Offshore 2,7 4,2 +1,5 27,4

Thermische KW 3,1 7,2 +4,1 32,6

Last -98,9 -112,2 -13,4 -172,5

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Zubaubedarf bis 2037

Fir das Zieljahr 2037 ergibt sich ein Gesamtzubaubedarf an regelbarer Blindleistung in Hohe von 14.254 Mvar. Die Be-
riicksichtigung von regelbaren Potentialen aus dem Verteilnetz (Variante 1) hat keinen Effekt auf den Zubaubedarf. Die
zusatzliche Berlicksichtigung von direkt an das Héchstspannungsnetz angeschlossenen EE-Anlagen (Variante 2) reduziert
den Zubaubedarf um 1.367 Mvar auf 12.887 Mvar (entspricht -9,5 % gegeniiber dem Basisszenario). Die weitere Berlck-
sichtigung von Elektrolyseuren und Grofibatteriespeichern zur Deckung von stationdren Bedarfen (Variante 3) zeigt keinen
Effekt auf die Zubaubedarfe. Werden Elektrolyseure und GroBbatteriespeicher zur Deckung von regelbaren Bedarfen
eingesetzt, kann der Zubaubedarf auf 11.597 Mvar gesenkt werden (entspricht -18,6 % gegeniiber dem Basisszenario).

Tabelle 21: Regelbarer Zubaubedarf im NEP 2037/2045 (2023) in Mvar

Regelbarer Zubaubedarf (Mvar)

UNB Basisszenario Variante 1 Variante 2 Variante 3 Variante 4
TenneT 7.662 7.662 6.650 6.650 6.374
TransnetBW 1.753 1.753 1.737 1.737 1.556
Amprion 2.208 2.208 2.401 2.401 1.934
50Hertz 2.631 2.631 2.099 2.099 1.733
Summe DE 14.254 14.254 12.887 12.887 11.597

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Abbildung 20: Regelbarer Zubaubedarf im NEP 2037/2045 (2023) in Mvar
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Der regelbare Blindleistungsbedarf fir das Zieljahr 2037 ist in Abbildung 21 exemplarisch fiir die Netzgruppe D81 im
Stundenwechsel von Stunde 3252 auf 3253 dargestellt. Dieser Stundenwechsel ist gepragt von einer deutlichen Reduktion
der PV-Einspeisung. In Stunde 3253 sinkt die PV-Einspeisung um ca. 37,3 GW von 191,3 GW auf 154 GW. Die Einspeise-
leistungen aus Offshore- und Onshore-Windenergieanlagen sowie aus thermischen Kraftwerken andert sich dagegen
nur wenig. Auch die Lastanderung im Stundenwechsel ist sehr gering. In Tabelle 22 sind die Zahlen zur Einspeisung und
Last dargestellt.

Abbildung 21: Regelbarer Bedarf aus dem Stundenwechsel in D81 im Zieljahr 2037 (links: Delta Wirkleistungsfluss
zum Stundenwechsel; rechts: Delta Blindleistungsdefizit zum Stundenwechsel)"
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* Die Abbildung zeigt keine konkreten Trassenverlaufe. Zudem werden etwaige Biindelungen nicht abgebildet.

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Tabelle 22: Einspeisungen und Last in den bedarfsdimensionierenden Stunden 3252 und 3253

Einspeisung in

Einspeisung in

Anderung durch

Quelle . Ma'ximale
Stunde 3.252 (GW) Stunde 3.253 (GW) Stundenwechsel (GW) Einspeisung (GW)
PV 1913 154,0 -37,3 238,8
Wind onshore 24,6 23,9 -0,7 148,7
Wind offshore 6,0 7,9 +1,9 58,5
Thermische KW 0,5 0,5 0 34,9
Last -133,6 -132,4 +1,2 -276,9

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Die Analysen zur Spannungshaltung und -stabilitdt umfassen aufgrund der engen Kopplung sowohl die Bedarfser-
mittlung fir kontinuierlich regelbare Blindleistungsanlagen fiir die Spannungsstabilitat als auch die Bedarfsermittlung
fur stationare Blindleistungsanlagen fiir eine ausreichende Spannungshaltung. Im Rahmen der NEP-Untersuchungen
wurden das Szenario und der Netzausbau B 2037 gepriift. Es zeigen sich, wie bereits in den vorherigen NEP ausgewiesen,
signifikante Blindleistungsbedarfe, die vor dem Hintergrund insbesondere der hohen EE-Zubauzahlen und den damit
verbundenen hoheren Transiten weiter ansteigen. Die Analysen weisen fiir ganz Deutschland einen stationaren Blindleis-

tungszubaubedarf von 9 Gvar spannungssenkend und 38 Gvar spannungshebend sowie einen regelbaren Blindleistungs-
zubaubedarf von 12 Gvar fir das Jahr 2037 aus. Ohne die Potentiale aus der netzdienlichen Nutzung von Elektrolyseuren,
GroBbatteriespeicher und EE-Anlagen aus dem Verteilnetz steigt das Blindleistungsdefizit auf 65 Gvar an.
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Wird der reine Blindleistungsbedarf des deutschen Ubertragungsnetzes betrachtet, steigt dieser im Vergleich zum
letzten NEP 2035 (2021) mit Zieljahr 2035 weiter an. Allerdings steigt der Zubaubedarf an Kompensationsanlagen nur
noch leicht an. Das liegt insbesondere daran, dass in den jetzigen Analysen bereits signifikante Potentiale aus Elektro-
lyseuren, Grof3batteriespeichern und den Verteilnetzen aus den Onshore-Wind- und PV-Anlagen, sowie weiteren
HGU-Verbindungen unterstellt worden sind, die heute noch nicht zur Verfiigung stehen. Die zukiinftige Blindleistungs-
bereitstellung muss daher auch in Teilen durch Dritte bereitgestellt werden, damit die Kompensationsbedarfe des
Netzes gedeckt werden und ein sicherer Systembetrieb gewahrleistet werden kann. Weitere Uberlegungen, um Blind-
leistungspotentiale aus Anlagen Dritter zu nutzen, missen verfolgt werden, wie beispielsweise neben dem Leistungs-
betrieb auch ein Phasenschieberbetrieb von Gas- oder Wasserkraftwerken. Bei der Nutzung der genannten Potentiale
muss die Systemstabilitat stets oberste Prioritat haben. Dafiir ist die Zuverlassigkeit und Verfligbarkeit der Potentiale
fiir das Ubertragungsnetz zwingend zu beriicksichtigen. Fiir die Umsetzung der Potentialnutzung ist es notwendig, Netz-
anschlussregeln, insbesondere fir Grof3verbraucher wie Elektrolyseure, zu verandern und zu erweitern sowie markt-
gestiitzte Anreize fir ein netzdienliches Verhalten zu schaffen. Dort, wo die absehbaren Potentiale nicht ausreichen, sind
weiterhin Kompensationsanlagen dringend erforderlich.

Durch die Analysen im Rahmen der LA 2030 wird ein Stiitzjahr auf dem Transformationspfad des heutigen Ubertragungs-
netzes zum Zielnetz im Jahr 2037 untersucht. Die Ergebnisse zeigen, dass ein Grofiteil der fiir das NEP-Szenario B 2037

ermittelten Blindleistungsbedarfe bereits 2030 gedeckt werden missen. Grund dafiir ist insbesondere der bis 2030 stark
fortschreitende Zubau von EE-Anlagen mit den damit einhergehenden steigenden Transiten im Ubertragungsnetz.

Gleichzeitig kdnnen mogliche weitere Potentiale zur Deckung der Blindleistungsbedarfe durch HGU-Konverterstationen,
GroBverbraucher (wie Elektrolyseure) und Batteriespeicher gréftenteils erst nach 2030 erwartet werden. Daher muss
zeitnah der Ausbau weiterer Kompensationsanlagen vorangetrieben und eine rechtliche Grundlage fiir die Bereitstellung
von Blindleistung durch Grof3verbraucher mit Weiterentwicklung der technischen Anschlussregeln festgelegt werden.

Alle notwendigen ZubaumafBnahmen zur Deckung der mittelfristigen und langfristigen Blindleistungsbedarfe, sowie die
temporaren Blindleistungsbedarfe wahrend dem Transformationspfad sind auf Basis der Ergebnisse der Langfristanalyse
und des Netzentwicklungsplans in den Steckbriefen des NEP enthalten.

Die Frequenzstabilitat beschreibt, inwiefern das elektrische Verbundsystem in der Lage ist, eine stationare Netzfre-
quenz und damit das Wirkleistungsgleichgewicht auch nach einer schweren Stérung wiederherzustellen.® Ursache
hierfir konnen z.B. Last- oder Erzeugungsausfalle sein. Diese flihren zu einer Abweichung von der Nennfrequenz.
Wahrend die Frequenz bei einem Erzeugungsiiberschuss ansteigt, sinkt die Frequenz infolge eines Mangels an Erzeugung
im System (im Bericht vereinfacht auch als Leistungsiiberschuss und Leistungsmangel bezeichnet). Zur Vermeidung
von nachfolgenden Schutzauslosungen und Netztrennungen von Erzeugungsanlagen und Lasten, muss die Frequenz
innerhalb der giiltigen Frequenzgrenzen stabilisiert werden.

Hierzu werden automatische Letztmaflnahmen aus dem Systemschutzplan eingesetzt, die in Abhangigkeit der
Frequenz aktiviert werden, um das Ungleichgewicht zwischen Erzeugung und Verbrauch (im Bericht vereinfacht
auch als Leistungsungleichgewicht bezeichnet) auszugleichen und letztendlich die Frequenz zu stabilisieren.

Fir die Frequenzstabilitat besteht im kontinentaleuropaischen Verbundsystem bei einem auslegungsrelevanten
3-GW-Kraftwerksausfall fiir den Zeithorizont 2037 kein Risiko, wenn ein systemkonformes Verhalten der Erzeugungs-
einheiten vorausgesetzt werden kann und das Verbundsystem intakt bleibt.

8 Kundur, P. et al. (2004): Definition and Classification of Power System Stability IEEE/CIGRE Joint Task Force on Stability Terms and Definitions.
In: IEEE Trans. Power System 19 (3), S. 1387-1401.
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Die Analysen zeigen, dass ohne geeignete Gegenmafinahmen in den nachsten Jahren bei Grofstérungen (out-of-range
contingencies) dagegen in Abh&ngigkeit der Netzsituation ein erhéhtes Risiko fiir kaskadierende Leitungsabschaltungen
besteht, die zu einer Netzauftrennung (System-Split)*'® fiihren kénnen. Solche Storfalle traten beispielsweise am
04.11.2006", sowie am 08.01.2021'2 und am 24.07.2021" auf. Auch wenn sich die Ereignisse in ihrer Abfolge, die zu den
Netzauftrennungen fiihrten, und den Storungsauswirkungen unterscheiden, sind diese durch ein gemeinsames Merk-
mal - hoher Gberregionaler Wirkleistungstransport - charakterisiert.

In Situationen, in denen zwischen mindestens zwei Netzbereichen ein hoher Leistungsaustausch stattfindet, besteht eine
erhohte Eintrittswahrscheinlichkeit einer Netzauftrennung, da ein Ausfall einer oder mehrerer Transitleitungen unmittelbar
zur Uberlastung der parallelen Leitungen fiihren kann, was eine kaskadierende Auftrennung des Netzes nach sich ziehen
kann. Gleichzeitig ist auch die Beherrschbarkeit einer Netzauftrennung umso anspruchsvoller, je hoher der Leistungsaus-
tausch zwischen den beiden Netzbereichen vor Eintritt der Storung ist, da der Leistungsaustauch vor der Netzauftrennung
dem Leistungsungleichgewicht in den sich bildenden Teilnetzen entspricht. Zusatzlich sinkt die Wahrscheinlichkeit der Be-
herrschbarkeit einer Netzauftrennung mit sinkender Momentanreserve'™in den Netzbereichen.

Im kontinentaleuropaischen Verbundsystem stehen daher Netzauftrennungen beim Thema Frequenzstabilitat im Fokus.
Das Ziel bei der Beherrschung von Netzauftrennungen ist es, einen maglichen Versorgungsausfall auf kleine Teilbereiche
(einzelne, sich aus der Netzauftrennung ergebende Netzinseln) zu beschrénken und einen vollstandigen Ausfall des
gesamten kontinentaleuropdischen Verbundnetzes zu verhindern. Hierzu ist zum einen ausreichend Momentanreserve
und zum anderen ein zuverldssig funktionierender Systemschutzplan, sowie eine ausreichende Robustheit der Anlagen
gegeniber auftretenden Frequenz- und Spannungsanderungen sowie Winkelspriingen erforderlich.

Die lokal an einzelnen Erzeugungsanlangen oder Lasten auftretenden Frequenzgradienten konnen aufgrund von z. B.
geographischen bzw. elektrischen Gegebenheiten (Nahe zur Risskante) um ein Vielfaches héher sein als der systemische
Frequenzgradient.’ Dies muss bei der Ausgestaltung der technischen Anforderungen (Anlagenrobustheit) und der
Dimensionierung der Malnahmen zur Erhhung der Momentanreserve beriicksichtigt werden. Durch eine Begrenzung des
systemischen Frequenzgradienten auf 1 Hz/s, soll sichergestellt werden, dass lokal keine unzuléssig hohen Frequenz-
gradienten auftreten, die zu einer grof}flachigen Netztrennung von Erzeugungsanlagen oder Verbrauchern fithren. Durch
die Begrenzung systemischer Frequenzgradienten auf < +1 Hz/s kann zudem die Wirksamkeit des Systemschutzplans
auch unter Bericksichtigung der erforderlichen Messzeiten fiir die Frequenzbestimmung, sowie der Reaktionszeiten
einzelner MaBnahmen, wie z. B. Lastabwurf oder Uberfrequenzleistungsreduktion, ermdglicht werden.'s'” Dementspre-
chend muss fiir eine Beherrschung von Netzauftrennungen sichergestellt werden, dass die Teilsysteme Uber ausreichend
Momentanreserve verfiigen, um den Frequenzgradienten auf 1 Hz/s zu begrenzen.®

9 Ubertragungsnetzbetreiber (2014). Auswirkungen reduzierter Schwungmasse auf einen stabilen Netzbetrieb;
URL: https://www.netzentwicklungsplan.de/sites/default/files/media/documents/Minimale%20Schwungmasse.pdf (gepriift: 2023-06-20).

10 ENTSO-E - European Power System 2040, Completing the map - The Ten-Year Network Development Plan 2018, European System Needs Report — Technical Appendix.

11 UCTE - Final Report- System Disturbance on 4 November 2006; URL: ecolo.org/documents/documents_in_english/blackout-nov-06-UCTE-report.pdf
(geprift: 2023-06-20).

12 ENTSO-E Interim Report - Continental Europe Synchronous Area Separation on 8 January 2021; URL: eepublicdown-loads.azureedge.net/clean-documents/
Publications/Position%20papers%20and%20reports/entso-e_CESysSep_interim_report_210225.pdf (gepriift: 2023-06-20).

13 Continental Europe Synchronous Area Separation on 24 July 2021; URL: https://eepublicdownloads.azureedge.net/clean-documents/Publications/2022/
entso-e_CESysSep_210724_02_Final_Report_220325.pdf (geprift: 2023-06-20).

14 Momentanreserve wirkt einer Frequenzanderung instantan durch eine Wirkleistungsabgabe entgegen. In der Vergangenheit wurde sie durch rotierende Maschinen
bereitgestellt. Zukiinftig kann sie auch durch netzbildende Umrichter bereitgestellt werden.

15 C. Strunck et. al., Verhaltnis zwischen globalen und lokalen Frequenzgradienten und ihre Bedeutung fiir Robustheitsanforderungen von Erzeugungsanlagen,
VDE Hochspannungstechnik, November 2022; URL: https://www.vde-verlag.de/proceedings-de/455978038.html (gepriift: 2023-06-20).

16 ENTSO-E, Inertia and Rate of Change of Frequency [RoCoF), Dezember 2020; URL: https://eepublicdownloads.azureedge.net/clean-documents/
S0C%20documents/Inertia%20and%20RoCoF_v17_clean.pdf (gepriift: 2023-06-20).

17 ENTSO-E (2016) - Frequency Stability Evaluation Criteria for the Synchronous Zone of Continental Europe, Requirements and impacting factors - RG-CE System
Protection & Dynamics SubGroup; URL: https://eepublicdownloads.entsoe.eu/clean-documents/SOC%20documents/RGCE_SPD_frequency_stability_criteria_v10.pdf
(geprift: 2023-06-20).

18 In anderen Synchronzonen existieren dhnliche Vorgaben. So schreibt bspw. Eirgrid in Irland einen maximalen RoCoF von 1 Hz/s vor; Aemo schreibt in Australien
einen maximalen Frequnezgradienten von 0,5 Hz/s vor, auch wenn sich die bedarfsdimensionierenden Ereignisse sehr stark unterscheiden.
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Da der Abruf von Momentanreserve mit einem Anstieg oder Riickgang der Frequenz einhergeht, muss diese vor dem
Erreichen der systemischen Frequenzgrenzen von 47,5 Hz bzw. 51,5 Hz durch tUbergeordnete Regelungen und Mafinah-
men abgeldst werden, um Schutzauslosungen und die Trennung von Anlagen zu vermeiden. Hierzu kommen Maf3nahmen
des Systemschutzplans' als letztmdgliches Instrument zur Vermeidung einer Versorgungsunterbrechung zum Einsatz.
Im Unterfrequenzbereich wird neben abschaltbaren Lasten und dem Stopp von im Pumpbetrieb befindlichen Pump-
speicherkraftwerken vor allem der frequenzabhangige Lastabwurf (Unterfrequenzlastabwurf] eingesetzt. Hierzu sind

im Frequenzbereich zwischen 49 Hz bis 48,1 Hz 10 Lastabwurfstufen mit jeweils 5 % bis 10 % der Netzlast vorgesehen.?
Dies umfasst somit insgesamt, gemaf den Vorgaben des Systemschutzplans, 45 % + 7 % der gesamten Netzlast. Durch
den Abwurf der Lasten kann einem weiteren Riickgang der Frequenz entgegengewirkt, die Frequenz stabilisiert und im
Idealfall in das Frequenzband von 50 + 0,2 Hz zuriickgefiihrt werden. Im Uberfrequenzbereich ist im Systemschutzplan
die Uberfrequenzleistungsreduktion durch Erzeugungsanlagen vorgesehen. Durch diese technische Mindestanforderung
sind Erzeugungsanlagen dazu verpflichtet, ab 50,2 Hz die einspeiste Leistung proportional zur Frequenzabweichung zu
reduzieren und dadurch dem Leistungsiiberschuss entgegen zu wirken. Als Teil dieser Anforderung miissen Anlagen ihre
Leistung um 40 % pro Hz reduzieren konnen.

Der Fokus der nachfolgenden Betrachtungen liegt auf der Ermittlung der Systembedarfe hinsichtlich Frequenzstabilitat
fur das Zieljahr 2037. Dabei stehen potenzielle Netzauftrennungen in Kontinentaleuropa im Vordergrund. Hierbei werden
die fur Deutschland relevanten Netzauftrennungen in den Fokus geriickt und erforderliche Systembedarfe abgeleitet,
um eine Beherrschung dieser Netzauftrennungen fiir das Zielszenario sicherzustellen. Dies umfasst zum einen die Be-
stimmung der bendtigten Momentanreserve-Bedarfe zur Begrenzung des initial entstehenden Frequenzgradienten und
zum anderen weitere frequenzbezogene Mafinahmen des Systemschutzplans zur Stabilisierung der Frequenz innerhalb
der definierten Frequenzgrenzen.

Im Fokus der Analysen zur Frequenzstabilitat im NEP 2037/2045 (2023) steht die Ermittlung von Systembedarfen hinsicht-
lich Frequenzstabilitat fir das Zieljahr 2037. Im vorliegenden Unterkapitel wird daher die methodische Herangehensweise
zur Ermittlung der Systembedarfe beschrieben. Die Basis der Analysen bildet dabei die Methodik zur regionenspezifischen
Auswahl auslegungsrelevanter Netzauftrennungen in Kapitel 3.2.1. Darauf aufbauend ist die Methodik zur Dimensionie-
rung der Momentanreserve-Bedarfe in Kapitel 3.2.2 beschrieben. Des Weiteren wird in Kapitel 3.2.3 die methodische
Herangehensweise zur Uberpriifung der Auslegung der MaBnahmen des Systemschutzplans fiir Uberfrequenz erlautert.

Zur korrekten Einordnung sollen hier kurz die Definitionen verschiedener spezifischer Begrifflichkeiten gegeben werden:

Momentanreserveleistung (W): Leistungsreserve einer Erzeugungseinheit, Last oder eines Speichers, mit der auf-
tretende Leistungsungleichgewichte instantan, d. h. ohne Zeitverzug, ausgeglichen werden.

Momentanreservenergie (Ws): Energie zur Bereitstellung von Momentanreserve. Die Momentanreserveenergie
eines Synchrongenerators entspricht dem Anteil der gespeicherten kinetischen Rotationsenergie, die bei Frequenz-
anderungen im zuldssigen Frequenzband von 47,5 Hz bis 51,5 Hz ein- bzw. ausgespeichert wird. Die Momentanre-
serveenergie einer umrichterbasierten Erzeugungseinheit wird in einem elektrischen Speicher und/oder durch eine
geeignete Regelung bereitgestellt. Auf diese GroBe wird in diesem Bericht nicht weiter eingegangen, wird aber zur
Abgrenzung und Vollstandigkeit halber aufgefiihrt.

Tragheit (Ws): Bei einem gegebenen Leistungsungleichgewicht bestimmt die Tragheit den sich einstellenden Frequenz-
gradienten (auch als RoCoF (Rate of Change of Frequency) bezeichnet). Die Tragheit eines Synchrongenerators wird
durch die kinetische Rotationsenergie des Turbosatzes oder alternativ durch dessen Anlaufzeitkonstante als bezogene
GréBe beschrieben. Diese GroBen kdnnen als Aquivalent zur Beschreibung der Tragheit weiterhin verwendet werden,
wenn umrichterbasierte Anlagen durch ihre Regelung eine gleichwertige Tragheit besitzen. Die Systemtragheit be-
schreibt die gesamte kinetische Rotationsenergie der synchron umlaufenden Schwungmassen oder alternativ durch
die Anlaufzeitkonstante als bezogene Grof3e. Die Systemtragheit definiert die Frequenzanderungsrate im Falle einer
auftreten Storung bei einem sich einstellenden Leistungsungleichgewicht.

19 Ubertragungsnetzbetreiber (2018). Systemschutzplan der vier deutschen Ubertragungsnetzbetreiber; URL: https://www.netztransparenz.de/portals/1/Content/
EU-Network-Codes/ER-VErordnung/Systemschutzplan%20der%20%C3%9CNB%20-%20Hauptdokument.pdf (gepriift: 2023-06-20).

20 Verordnung (EU) 2017/2196 der Kommission vom 24. November 2017 zur Festlegung eines Netzkodex iiber den Notzustand und den Netzwiederaufbau
des Ubertragungsnetzes; URL: https://eur-lex.europa.eu/legal-content/DE/TXT/PDF/?uri=CELEX:32017R2196&from=EN (gepruft: 2023-06-20).


https://www.netztransparenz.de/portals/1/Content/EU-Network-Codes/ER-VErordnung/Systemschutzplan%20der%20%C3%9CNB%20-%20Hauptdokument.pdf
https://www.netztransparenz.de/portals/1/Content/EU-Network-Codes/ER-VErordnung/Systemschutzplan%20der%20%C3%9CNB%20-%20Hauptdokument.pdf
https://eur-lex.europa.eu/legal-content/DE/TXT/PDF/?uri=CELEX:32017R2196&from=EN
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Im Folgenden werden zunachst die auslegungsrelevanten Netzauftrennungen fiir Deutschland ermittelt. Die hier ermittel-
ten auslegungsrelevanten Storfalle dienen der Dimensionierung der bendtigten Momentanreserve in den nachfolgenden
Kapiteln. Weiterhin soll die Vorgehensweise dazu dienen, auf Basis einer einheitlichen Methodik zukiinftig verbindliche
Kriterien fur auslegungsrelevante Netzauftrennungen zu definieren und in entsprechenden Regelwerken fir die zukinftige
Systemauslegung zu verankern.

Die Ermittlung der auslegungsrelevanten Netzauftrennungen erfolgt anhand von Szenario B des NEP 2037/2045 (2023)
nach Redispatch. Weiterhin werden nur Netzauftrennungen entlang von Landergrenzen bzw. innerhalb Deutschlands
entlang von Bundeslandgrenzen betrachtet. Die Netzauftrennungen miissen bei der angewandten Methodik folgende
Bedingungen erfiillen:

Betrachtung von Netzauftrennungen, die zu maximal zwei asynchronen Teilnetzen fiihren,

die nach Netzauftrennung resultierenden Teilnetze miissen geographisch und topologisch
zusammenhangend sein und

die gemittelte Auslastung aller Kuppelleitungen zwischen den sich bildenden Teilnetzen betrdagt mindestens 70 %.

Unter Bertiicksichtigung dieser Bedingungen ergeben sich daraus ca. 100 mogliche Netzauftrennungen fiir Kontinentaleuropa.

Fir die Festlegung der bedarfsdimensionierenden Netzauftrennungen miissen der Aufwand zur Beherrschung der Netz-
auftrennung und das Risiko bei einer Nicht-Beherrschung der Netzauftrennung gegeneinander abgewogen werden.
Hierbei werden ausschlief3lich technische Kriterien herangezogen, da eine Berechnung oder Abschatzung einer Eintritts-
wahrscheinlichkeit eines solchen Ereignisses und darauf aufbauend eine konkrete Abschatzung von Folgekosten sehr
hohen Unsicherheiten unterliegt und aus diesem Grund nicht zielfiihrend ist.

Allgemein ist der Aufwand zur Beherrschung einer Netzauftrennung in erster Linie vom entstehenden Leistungsun-
gleichgewicht und der Gréf3e des betrachteten Teilnetzes abhangig. Dies ist darauf zuriickzufiihren, dass das entste-
hende Leistungsungleichgewicht im Falle einer Netzauftrennung instantan durch die verbliebene Momentanreserve
innerhalb des Teilnetzes ausgeglichen werden muss. Hohe Leistungsungleichgewichte verursachen einen hohen Bedarf
an Momentanreserve. Diese auftretenden Bedarfe missten in kleinen Teilnetzen durch wenige verbleibende Anlagen
gedeckt werden, wodurch die Anforderungen an die Anlagen entsprechend zunehmen. Gleichzeitig aber konnen kleine
Teilnetze im Vergleich zu grof3en Teilnetzen im Falle von Stérungen mit Versorgungsausfallen mit Hilfe anderer Teilnetze
oder Synchronzonen schneller wieder versorgt werden, sodass hier ein hoheres Risiko hinsichtlich eines (kurzen) Aus-
falls einzelner Regionen akzeptiert werden kann. Treten weiterhin die Bedarfe nur in wenigen Stunden des Jahres auf, ist
auch zu hinterfragen, ob diese vollumfanglich fiir die Dimensionierung der Momentanreserve zugrunde gelegt werden
sollen, andere kurzfristige Mainahmen (Redispatch zur Transitreduzierung) eingesetzt werden konnen oder ob ein Rest-
risiko unter Abwagung o. g. Randbedingungen zu akzeptieren ist.

Abbildung 22, links zeigt eine Auswertung des negativen Momentanreservebedarfs (Uberfrequenz-Fall) bzw. Re-
dispatch-Volumens fiir alle nach obigen Kriterien mdglichen Netznutzungsfalle und Netzauftrennungen in Abhangigkeit
des maximalen relativen Leistungsungleichgewichts und der Mindest-Teilnetzgréf3e. Hierbei wird eine Netzauftrennung
als auslegungsrelevant betrachtet, wenn o. g. Kriterien erfiillt sind, also die sich bildenden Teilnetze eine bestimmte
Mindest-Teilnetzgrofe aufweisen und das maximale relative Leistungsungleichgewicht den festgelegten Grenzwert
nicht Gberschreitet. Der ausgewiesene negative Tragheitsbedarf (Abbildung 22, links) umfasst hierbei die insgesamt in
Deutschland bendtigte Momentanreserve zur Beherrschung aller als auslegungsrelevant klassifizierter Netzauftren-
nungen und Netznutzungsfalle. Es ist ersichtlich, dass mit zunehmenden Leistungsungleichgewicht und abnehmender
TeilnetzgroBe der Momentanreservebedarf ansteigt.
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Fir alle nach den obigen Kriterien nicht als auslegungsrelevant klassifizierte Falle wird das Redispatch-Volumen (Abbil-
dung 22, rechts) ausgewiesen, welches theoretisch zusétzlich zu der ausgewiesenen Momentanreserve erforderlich ist,
um die Leistungstransporte in dem Mafe zu reduzieren, sodass der Frequenzgradient von 1 Hz/s bei einer Netzauftren-
nung nicht Uberschritten wird. Es ist allerdings bislang nicht vorgesehen, Redispatch zur Beherrschung solcher Storfalle
bzw. zur Transitreduzierung einzusetzen. Vielmehr soll das Redispatch-Volumen als Indikator fiir die Anzahl

der nicht beherrschten Stunden und Netzauftrennungen dienen.

Abbildung 22: Negative Momentanreservebedarfe und Redispatch-Volumina (Uberfrequenz-Fall) in Abhdngigkeit
von Mindest-Teilnetzgrofie und maximalen relativen Leistungsungleichgewicht des Teilnetzes
(in der rechten Grafik liegen die Kurven groBtenteils libereinander)
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Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Ein hoheres maximales relatives Leistungsungleichgewicht fiihrt dazu, dass die Anzahl der auslegungsrelevanten Netz-
auftrennungen zunimmt, und mehr Momentanreserve zur Beherrschung dieser Netzauftrennungen erforderlich ist.
Gleichzeitig sinkt das potenziell bendtigte negative Redispatch-Volumen, da die Anzahl der dariiberhinausgehenden,
nicht auslegungsrelevanten Netzauftrennungen und Netznutzungsfalle (Abbildung 22, rechts) abnimmt. Gleiches ist fur
die Mindest-Teilnetzgrofe der auslegungsrelevanten Netzauftrennungen zu beobachten. Eine geringere Mindest-Teil-
netzgrofe fihrt dazu, dass die Anzahl der auslegungsrelevanten Netzauftrennungen zunimmt. Mit sinkender Mindest-Teil-
netzgrofe sind zunehmend auch Netzauftrennungen mit sehr kleinen Teilnetzen auslegungsrelevant, in denen dann
regional sehr hohe Momentanreservebedarfe entstehen. Eine sinkende Mindest-Teilnetzgrof3e fihrt damit auch zu einer
Zunahme der bendtigten Momentanreserve.

Es wird deutlich, dass bis zu einem maximalen relativen Leistungsungleichgewicht von 25-30 % kein nennenswerter Ein-
fluss der Mindest-Teilnetzgréfe auf die bendtigte negative Momentanreserve zu erkennen ist (Abbildung 22, links). Dies
ist darauf zurlickzuflihren, dass es sich bei diesen auslegungsrelevanten Netzauftrennungen um grof3flachige Netzauf-
trennungen handelt, die das kontinentaleuropdische Verbundsystem in zwei in etwa gleich grof3e Teilnetze teilen. Eine
Nicht-Beherrschung dieser Falle wiirde zu einem Versorgungsausfall in ganz Kontinentaleuropa fiihren. Gleichzeitig ist
fiir ein maximales relatives Leistungsungleichgewicht unter 20 % ein sehr hohes Redispatch-Volumen zu erkennen. Dies
bedeutet, dass diese Netzauftrennungen in vielen Stunden des Jahres auftreten kénnen.

Erst ab einem maximalen relativen Leistungsungleichgewicht von mehr als 25 % ist ein Einfluss der Mindest-Teilnetzgrofe
zu erkennen, da hier zunehmend Netzauftrennungen mit einem sehr kleinen Teilnetz und sehr hohem relativen Leistungs-
ungleichgewicht auslegungsrelevant sind (z. B. kleines Teilnetz mit hoher Erzeugung und geringer Last). Durch die Inhomo-
genitat dieser Netzauftrennungen, sind diese jedoch in der Regel als nicht kritisch fiir Kontinentaleuropa zu bewerten, da
diese nur zu regionalen Versorgungsunterbrechungen fiihren wiirden, die durch das verbleibende Verbundsystem wieder
hochgefahren werden konnten. Zudem ist zu beachten, dass eine Dimensionierung der Momentanreserve lber die Ausle-
gung des Systemschutzplans hinaus nicht sinnvoll ist, da nicht sichergestellt ist, dass die Momentanreserve durch nachge-
lagerte Mafinahmen ausreichend abgeldst und die Frequenz innerhalb der Auslegungsgrenzen stabilisiert werden kann.
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Es ist gut zu erkennen, dass bei einem maximalen relativen Leistungsungleichgewicht von ca. 30 % das Redispatch-Volu-
men stagniert. Dies ist darauf zuriickzufiihren, dass alle dariiberhinausgehenden Netzauftrennungen sehr selten auftreten
oder nur sehr kleine Teilnetzregionen betreffen. Eine sichere Beherrschung dieser Falle ware jedoch mit einem sehr
hohen zusatzlichen Bedarf an Momentanreserve verbunden, wie in Abbildung 22 zu erkennen.

Abbildung 23 zeigt eine Auswertung nach gleicher Systematik fir die positive Momentanreserve (Unterfrequenz-Fall).

Es ist zum einen zu erkennen, dass die generellen Systembedarfe weniger stark ausgepragt sind. Gleichzeitig ist auch der
Einfluss der Mindest-TeilnetzgroRe schwacher ausgepragt, da zwar viele Netzregionen existieren, die einen Grof3teil der
erzeugten Leistung exportieren, aber kaum Netzregionen existieren, die in vergleichbarem Umfang Leistung importieren.

Es zeigt sich aber auch fir positive Momentanreserve, dass das theoretische Redispatch-Volumen ab ca. 25 % maximalen
relativen Leistungsungleichgewichts stagniert und damit nicht-auslegungsrelevante Netzauftrennungen nur in wenigen
Stunden auftreten.

Abbildung 23: Positive Momentanreservebedarfe und Redispatch-Volumina (Unterfrequenz-Fall) in Abhangigkeit
von Mindest-TeilnetzgroBe und maximalen relativen Leistungsungleichgewicht des Teilnetzes
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Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Abbildung 24 zeigt beispielhaft die Anzahl der nicht beherrschten Netzauftrennungen fir eine Mindest-Teilnetzgrofie von
40 GW bei Variation des maximalen relativen Leistungsungleichgewichts (bezogen auf die Last). Hierzu wird zwi-
schen allen betrachteten Netzauftrennungen und den sogenannten ,.Global Severe” Netzauftrennungen differenziert?'.
Letztere bezeichnen Netzauftrennungen, die zu einem absoluten Frequenzgradienten von mehr als 1 Hz/s in beiden
Teilnetzregionen fiihren und damit zu einer schweren Stérung in ganz Kontinentaleuropa fiihren kdnnten. Wie deutlich
zu erkennen ist, fihrt ein maximales relatives Leistungsungleichgewicht von mehr als 20 % dazu, dass keine dieser
Netzauftrennungen mehr auftritt. Alle nicht beherrschten Netzauftrennungen (blaue Kurve) sind somit auf kleinere
Teilnetzregionen und wenige Stunden des Jahres beschrankt.

21 ENTSO-E, 2021, Frequency stability in long-term scenarios and relevant requirements, URL: https://eepublicdownloads.azureedge.net/clean-documents/
Publications/ENTS0-E%20general%20publications/211203_Long_term_frequency_stability_scenarios_for_publication.pdf (gepriift: 2023-06-20).


https://eepublicdownloads.azureedge.net/clean-documents/Publications/ENTSO-E%20general%20publications/211203_Long_term_frequency_stability_scenarios_for_publication.pdf
https://eepublicdownloads.azureedge.net/clean-documents/Publications/ENTSO-E%20general%20publications/211203_Long_term_frequency_stability_scenarios_for_publication.pdf
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Abbildung 24: Anzahl nicht beherrschter Netzauftrennungen in Abhangigkeit der gewahlten Auslegungskriterien

Anzahlnicht beherrschter Netzaufirennunoen

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber
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Auf Grundlage dieser Erkenntnisse werden fir die nachfolgenden Betrachtungen alle Netzauftrennungen als auslegungs-
relevant betrachtet, die eine Mindest-Teilnetzgrofe von 40 GW und ein maximales relatives Leistungsungleichgewicht von
25 % (jeweils bezogen auf Last oder Erzeugung) aufweisen. Hierdurch ergeben sich fiir die unterschiedlichen Regionen
jeweils spezifische auslegungsrelevante Netzauftrennungen. In Deutschland wird fir jedes Bundesland jeweils fir
Uber- und Unterfrequenzbereich die auslegungsrelevante Netzauftrennung betrachtet. Hierzu werden vereinfacht

Bremen, Hamburg und Niedersachsen sowie Brandenburg und Berlin zusammengefasst. Es ergeben sich insgesamt
26 auslegungsrelevante Netzauftrennungen fir die nachfolgenden Analysen.

Abbildung 25: Auslegungsrelevante Netzauftrennung fiir Berlin und Brandenburg
(links Uberfrequenz, rechts Unterfrequenz)

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber
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Abbildung 26: Auslegungsrelevante Netzauftrennung fiir Baden-Wiirttemberg
(links Uberfrequenz, rechts Unterfrequenz)

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Abbildung 27: Auslegungsrelevante Netzauftrennung fiir Bayern
(links Uberfrequenz, rechts Unterfrequenz)

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Abbildung 28: Auslegungsrelevante Netzauftrennung fiir Hessen
(links Uberfrequenz, rechts Unterfrequenz)

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber
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Abbildung 29: Auslegungsrelevante Netzauftrennung fiir Mecklenburg-Vorpommern
(links Uberfrequenz, rechts Unterfrequenz)

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Abbildung 30: Auslegungsrelevante Netzauftrennung fiir Bremen, Hamburg und Niedersachsen
(links Uberfrequenz, rechts Unterfrequenz)

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Abbildung 31: Auslegungsrelevante Netzauftrennung fiir Nordrhein-Westfalen
(links Uberfrequenz, rechts Unterfrequenz)

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber
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Abbildung 32: Auslegungsrelevante Netzauftrennung fiir Rheinland-Pfalz
(links Uberfrequenz, rechts Unterfrequenz)

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Abbildung 33: Auslegungsrelevante Netzauftrennung fiir Schleswig-Holstein
(links Uberfrequenz, rechts Unterfrequenz)

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Abbildung 34: Auslegungsrelevante Netzauftrennung fiir Saarland
(links Uberfrequenz, rechts Unterfrequenz)

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber
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Abbildung 35: Auslegungsrelevante Netzauftrennung fiir Sachsen
(links Uberfrequenz, rechts Unterfrequenz)

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Abbildung 36: Auslegungsrelevante Netzauftrennung fiir Sachsen-Anhalt
(links Uberfrequenz, rechts Unterfrequenz)

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Abbildung 37: Auslegungsrelevante Netzauftrennung fiir Thiiringen
(links Uberfrequenz, rechts Unterfrequenz)

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber
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Eine der entscheidenden Kenngrdflen fir die Beherrschbarkeit einer Netzauftrennung ist der Frequenzgradient - auch
als RoCoF bezeichnet (Rate of Change of Frequency).

df  AP-f AP - f,

Y - (3-1)
dt LiPritTani) 2 X% Exing

Dabei ist AP das nach der Netzauftrennung auftretende Leistungsungleichgewicht in einem Teilnetz in MW, £ die nominelle
Systemfrequenz in Hz, P die Nennwirkleistung der ins Netz einspeisenden Erzeugungsanlagen in dem betrachteten Teilnetz
in MW, T, die Anlaufzeitkonstante der jeweiligen Anlagen in s und E,; der Tragheitsbeitrag der jeweiligen Anlagen in Ws.
Zur Bestimmung der resultierenden Frequenzgradienten infolge einer Netzauftrennungen werden die Marktdaten (nach
Redispatch) des betrachteten Szenarios B 2037 herangezogen. Die verfligbaren Marktdaten liegen fir Deutschland bun-
deslandscharf und fir die restlichen Lander des Verbundnetzes landerscharf vor. Auf dieser Grundlage kdnnen fir jedes
Teilnetz zunachst die Leistungsbilanzen sowie die Systemtragheit bzw. verflighare Momentanreserve zu jeder Stunde des
Jahres bestimmt werden. Die verwendeten Marktdaten beriicksichtigen die HGU-Kapazititen zu anderen Synchrongebie-
ten gemah Marktfahrplan. Fiir alle weiteren innerdeutschen HGU-Systeme wird die Annahme getroffen, dass diese in der
jeweils betrachteten Netzauftrennungen so eingesetzt sind, dass sie die vorhandene Kapazitat systemdienlich ausnutzen,
indem sie den Leistungstransport und damit das sich einstellende Leistungsungleichgewicht Giber die betrachtete
Schnittlinie maximal reduzieren. Ebenso werden die 24 kritischsten Stunden der Marktdaten nicht berlcksichtigt, damit
die Auslegung auf Basis von realistischen betrieblichen Situationen durchgefiihrt wird.

Die Beitrage der Erzeugungsanlagen zur verfiigharen Momentanreserveleistung bzw. Tragheit werden auf Grundlage von
technologiespezifischen Anlaufzeitkonstanten bestimmt. Fir die nachfolgenden Analysen wird zunachst kein Beitrag zur
Momentanreserve durch Verbraucher, Speicheranlagen oder erneuerbare Energien angenommen.

Im Anschluss wird der zusatzliche Momentanreservebedarf bestimmt, der in dem jeweiligen Teilnetz erforderlich ist, um den
bei einer Netzauftrennung entstehenden Frequenzgradienten auf £1 Hz/s zu begrenzen. Der bendtigte Momentanreservebei-
trag eines Landes bzw. Bundeslandes berechnet sich aus dem insgesamt bendtigten Momentanreservebedarf eines Teil-
netzes gewichtet mit der Nennleistung aller aktiven Erzeugungsanlagen des Landes bzw. Bundeslandes nach Formel (3-2).

PN,Land

Ekin,soll,Land = Ekin,soll ) Z (3-2)

PN,Land

Der Fokus der nachfolgenden Untersuchungen liegt auf Deutschland. Eine detaillierte Auswertung der Momentanre-
servebedarfe und -potentiale im Ausland erfolgt nicht. Fiir eine sichere Beherrschung der nachfolgend betrachteten
Netzauftrennungen ist jedoch sicherzustellen, dass neben den ausgewiesenen Systembedarfen in Deutschland auch
die resultierenden Systembedarfe im restlichen Verbundnetz gedeckt werden.

Fur die Ermittlung der Potentiale fir Momentanreserve werden unterschiedliche Anlagenkategorien beriicksichtigt:
Gaskraftwerke im Phasenschieberbetrieb
Pumpspeicherkraftwerke im Phasenschieberbetrieb
Windenergieanlagen On- und Offshore
Batteriespeicher (Grofbatterien sowie PV-Batteriespeicher)

Grundvoraussetzung sind netzbildende Eigenschaften (vgl. Klasse 3 Umrichter ??), um ohne Messverzdgerung und
somit inh&rent auf eine Frequenzabweichung (bspw. in Folge einer Netzauftrennung) reagieren zu kénnen. Fir jede
Anlagenkategorie ist nur das neu installierte Anlagenpotential ab dem Jahr 2025 fiir Speicher, Gaskraftwerke und
Pumpspeicherkraftwerke sowie ab dem Jahr 2027 fir Windenergieanlagen beriicksichtigt, um einem zeitlichen
Vorlauf fir die Umsetzung der technischen Anforderungen Sorge zu tragen.

22 ENTSO-E Technical Group on High Penetration of Power Electronic Interfaced Power Sources (2017): High Penetration of Power Electronic Interfaced Power Sources
and the Potential Contribution of Grid Forming Converters - Technical Report; URL: https://euagenda.eu/upload/publications/untitled-292051-ea.pdf
(gepriift: 2023-06-20).
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Die nachfolgenden Angaben der Potentiale flir Momentanreserve beziehen sich immer auf die Momentanreserveleistung
bzw. den Tragheitsbeitrag einer Anlage. Dies ist nicht mit der bendtigten Momentanreserveenergie gleichzusetzen.

Im Rahmen der Frequenzstabilitatsuntersuchungen, werden erstmal auch Zeitbereichssimulationen durchgefiihrt. Diese
dienen im Wesentlichen dazu die Auslegung des Systemschutzplans fiir Uberfrequenz im NEP-Zeithorizont sicherzustellen.

GemaB europdischer Vorgaben? sind die UNB dazu verpflichtet, einen Systemschutzplan auszuarbeiten (Auslegung des
Systemschutzplans) und zudem dessen Wirksamkeit in regelmaBigen Abstanden zu liberpriifen. Damit haben die UNB
im Rahmen des Systemschutzplans zwei wesentliche Aufgaben zu erfiillen. Die erste langerfristige Aufgabe besteht in
der Auslegung des Systemschutzplans und damit auch darin diese fiir zuklnftige Zieljahre sicherzustellen. Dabei wird
Uberprift, ob die aktuelle Auslegung des Systemschutzplans ausreicht oder angepasst werden muss. Dies wird im Rah-
men der vorliegenden Analysen fiir das Zieljahr 2037 fiir Uberfrequenz durchgefiihrt. Die zweite kurz- bis mittelfristige
Aufgabe besteht darin, die Wirksamkeit des bestehenden Systemschutzplans zu priifen und bei Bedarf Gegenmafinah-
men auszuweisen und umzusetzen. Diese zweite Aufgabe ist nicht Gegenstand der vorliegenden Analysen. Analysen zur
Uberpriifung der Wirksamkeit des bestehenden Systemschutzplans werden durch die UNB gesondert durchgefiihrt.

Fir die Auslegung und Uberpriifung des Systemschutzplans fiir Uberfrequenz zur Sicherstellung der Frequenzstabilitét
im kontinentaleurop3ischen Verbundsystem, wurde von den deutschen Ubertragungsnetzbetreibern eine Herangehens-
weise definiert.?#?® Da ausschlieBlich die Priifung der Auslegung des Systemschutzplans Gegenstand der vorliegenden
Analysen ist, wird nur diese Herangehensweise im Folgenden kurz beschrieben. Fiir weitere Details wird auf folgende
Fachbeitrage verwiesen.?%

In einem ersten Schritt missen die folgenden Randbedingungen definiert werden:

Auslegungsstorfall: Als Basis muss den Analysen ein Auslegungsstorfall zugrunde gelegt werden. Hierfiir werden
die in Kapitel 3.2.1 ermittelten auslegungsrelevanten Netzauftrennungen fir die einzelnen Bundeslander verwendet.

Auslegungsstorfall-Parameter: Hierfir werden die NEP-Marktsimulationsergebnisse nach Redispatch entspre-
chend des jeweiligen Auslegungsstorfalls fir die Simulationen aufbereitet.

Parametrierung der automatischen LetztmaBnahmen: Die automatischen LetztmaBnahmen werden entsprechend
der aktuellen Auslegung des Systemschutzplans, fiir Uberfrequenz im Wesentlichen LFSM-0, parametriert.

In Deutschland als auch in den meisten benachbarten Regelblocken betragt heute der Frequenzschwellwert
Jschweuwert,LFsm-0 einheitlich 50,2 Hz und die Statik sirsm-o0 einheitlich 5 %. Im Zeithorizont des Netzentwicklungsplans
wird fur alle Anlagen ein, zu den aktuellen Netzanschlussrichtlinien, konformes Verhalten angenommen.

Auf Basis dieser Randbedingungen kann die Priifung der Auslegung des Systemschutzplans fiir
Uberfrequenz erfolgen:

Abregelbare Leistung: Bei der Uberpriifung der Auslegung des Systemschutzplans muss in einem ersten Schritt
evaluiert werden, ob die maximale Wirkleistungsabregelung A Peirsm-0, max auf Basis von LFSM-0 bilanziell ausreicht,
um das potentielle maximale Leistungsungleichgewicht A Pster, max des Uberfrequenz-Teilnetzes eines definierten
Auslegungsstorfalls fir Netzauftrennungs-Szenarien auszugleichen. Es muss daher gezeigt werden, dass liber das
betrachtete Jahr A Prirsm-0,max in jeder Stunde ausreicht, um A Psisr, max bilanziell auszugleichen.

Zeitverhalten von LFSM-0: Sofern die abregelbare Leistung ausreicht, muss in einem weiteren Schritt gepriift werden,
ob das Zeitverhalten von LFSM-0 ausreicht, damit die Frequenz innerhalb des zuldssigen Frequenzbereichs verbleibt.

23 Verordnung (EU) 2017/2196 der Kommission vom 24. November 2017 zur Festlegung eines Netzkodex iiber den Notzustand und den Netzwiederaufbau des
Ubertragungsnetzes; URL: https://eur-lex.europa.eu/legal-content/DE/TXT/PDF/?uri=CELEX:32017R2196&from=EN (gepriift: 2023-06-20).

24 J. Lehner, J. Weidner, T. Hennig, G. Deiml, Approach to design and review the system defence plan for over-frequency to ensure frequency stability in the
ENTSO-E Continental Europe Synchronous Area. 17th Wind Integration Workshop, 2018.

25 J. Lehner, J. Weidner, T. Hennig, G. Deiml, D. Albrecht, Herangehensweise bei Auslegung und Priifung des Systemschutzplans fiir Uberfrequenz.
13. RTG/GMA Fachtagung ..Netzregelung und Systemfiihrung”, 2019.
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Diese Analysen erfolgen anhand eines summarischen Netzmodells (oft auch als Punktmodell oder System-Bilanz-Modell
bezeichnet). Dieses Netzmodell bildet die wesentlichen Mechanismen des Leistungs-Frequenzverhaltens im Verbund-
system ab.? Dabei ist wichtig, dass die ausgewiesenen Momentanreserve-Bedarfe entsprechend Kapitel 3.3.1 zur
Einhaltung eines Frequenzgradienten von maximal 1 Hz/s in den Eingangsgrofien des Modells beriicksichtigt werden.

Im folgenden Kapitel werden auf Grundlage der Kapitel 3.1 und 3.2 zunachst die Ergebnisse der durchgefiihrten Analy-
sen erlautert. Darauf aufbauend wird gezeigt, wie der Bedarf an zusatzlicher Momentanreserve in Deutschland zukliinftig
gedeckt werden kann und welche Voraussetzungen dafiir geschaffen werden miissen. In Kapitel 3.3.2 wird anschlieffend
untersucht, inwieweit die heutige Auslegung des Systemschutzplans im NEP-Zeithorizont zur Beherrschung von Net-
zauftrennungen insbesondere im Uberfrequenzbereich ausreicht.

Zur Einordnung der Problematik wird in Kapitel 3.3.1.1 ein Vergleich der Momentanreservebedarfe fir drei unterschied-
liche Szenarien mit verschiedenen Zieljahren dargestellt. Dazu dient ein Vergleich zwischen den Langfristanalysen 2030
und dem Zeitraum des Netzentwicklungsplans 2037/2045 (2023). Um die Auswirkungen der sich im Vergleich zum
letzten NEP erheblich gedanderten Rahmenbedingungen aufzuzeigen, werden zusatzlich die Ergebnisse des letzten NEP
(Zieljahr 2035) mit einbezogen. Die Analysen zeigen deutlich einen stetig zunehmenden Ausbaubedarf an Momentanre-
serve infolge steigender Transite und abnehmender verfiigbarer Momentanreserve im Netz. Anschlielend erfolgt eine
Analyse, welchen Einfluss der Redispatch auf die Momentanreservebedarfe hat (Kapitel 3.3.1.2). Mit Hilfe dieser Randbe-
dingungen werden daraus in Kapitel 3.3.1.3 die Systembedarfe an Momentanreserve abgeleitet. AbschlieBend werden in
Kapitel 3.3.1.4 mogliche MaBnahmen zur Erhohung der Momentanreserve im Netz aufgezeigt.

Auf Basis der in den vorherigen Kapiteln aufgezeigten Problematik und der erlauterten Methodik wurden durch die vier
deutschen UNB bereits im letzten NEP-Analysen auf Basis der im Jahre 2006 aufgetretenen Netzauftrennung durchge-
fihrt, um die Beherrschbarkeit einer solchen Grof3stérung unter den zukiinftig vorliegenden Randbedingungen zu be-
werten. Diese Analysen wurden im Vergleich zum letzten NEP noch einmal deutlich erweitert.

Zur besseren Vergleichbarkeit und Einordnung der Ergebnisse wird hier anfangs die 2006 aufgetretene Netzauftrennung
(kurz: 2006er System-Split) nochmals zum Vergleich herangezogen. Abbildung 38 zeigt die Entwicklung der zukiinftig

zu erwartenden Leistungsungleichgewichte im nordéstlichen Teilnetz (vorher auch als ,.griine Insel” bezeichnet) fir
den 2006er System-Split auf Basis der Daten des vergangenen NEP (NEP 2035 (2021)), der aktuellen Langfristanalyse
(LA 2030) und des aktuellen NEP 2037 / 2045 (2023) fir das Zieljahr 2037.

26 50Hertz, Amprion, TenneT, TransnetBW, Frequenzstabilitat - Notwendiges Zeitverhalten bei Uber- und Unterfrequenz, Studie der vier deutschen Ubertragungsnetz-
betreiber, Juni 2018; URL: https://www.netztransparenz.de/portals/1/Content/Ver%c3%béffentlichungen/Frequenzstabilit%c3%a4t_Notwendiges%20Zeitverhalten
%20bei%20%c3%9cber-%20und%20Unterfrequenz_2018-05-16.pdf (geprift: 2023-06-20).


https://www.netztransparenz.de/portals/1/Content/Ver%c3%b6ffentlichungen/Frequenzstabilit%c3%a4t_Notwendiges%20Zeitverhalten%20bei%20%c3%9cber-%20und%20Unterfrequenz_2018-05-16.pdf
https://www.netztransparenz.de/portals/1/Content/Ver%c3%b6ffentlichungen/Frequenzstabilit%c3%a4t_Notwendiges%20Zeitverhalten%20bei%20%c3%9cber-%20und%20Unterfrequenz_2018-05-16.pdf
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Abbildung 38: Leistungsungleichgewichte im norddstlichen Teilnetz bei einem System-Split analog zu 2006,
sortiert nach RoCoF gemaf Abbildung 40
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Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Positive Leistungsungleichgewichte stehen fiir einen Export aus dem nordéstlichen Teilnetz (Leistungstransport aus dem
nordodstlichen Teilnetz zum restlichen Netz) und negative Leistungsungleichgewichte entsprechend fiir einen Import in das
norddstliche Teilnetz (Leistungsfluss in Richtung nordéstliches Teilnetz). Obwohl zwischen den Zieljahren fiir die Szenarien
des NEP 2035 (2021) und des NEP 2037/2045 (2023) nur zwei Jahre liegen, zeigt Abbildung 38 deutlich, dass die maximal
auftretenden positiven Leistungsungleichgewichte fiir den hier betrachteten System-Split im Vergleich zum NEP 2035
(2021) nochmals deutlich zugenommenen haben. In absoluten Zahlen steigt der Leistungstransport im Drehstromnetz
Uber die betrachtete Schnittkante in einzelnen Situationen auf Gber 50 GW. Dies ist hauptsachlich mit dem weitraumi-
gen Leistungstransport allein Uber das Drehstromnetz infolge der immer gré3er werdenden raumlichen Entkopplung
zwischen Erzeugung und Last zu begriinden. Die Analysen zeigen aber zusatzlich, dass die Anzahl der Situationen mit
relevantem Leistungstransport tendenziell abnimmt. Wahrend im Zieljahr der Langfristanalysen in etwa 1000 Stunden
kein Leistungstransit (iber das Drehstromnetz) auftritt, erhoht sich diese Kennzahl trotz weiter fortschreitendem Aus-
bau erneuerbarer Energien bis zum Zieljahr des Netzentwicklungsplans auf etwa 3000 Stunden. Dieser vermeintliche
Widerspruch ist allein dem geschuldet, dass bis zum Zieljahr des Netzentwicklungsplans alle innerdeutschen HGU als
fertiggestellt angenommen werden. Dies vorausgesetzt, wurde die optimistische Annahme getroffen, dass die HGU in der
jeweils betrachteten Situation (Netzauftrennung) so eingesetzt werden kénnen, dass sie ihre komplette Ubertragungska-
pazitat systemdienlich ausnutzen, indem sie den Leistungstransport und damit das sich einstellende Leistungsungleich-
gewicht liber die betrachtete Schnittlinie maximal reduzieren.

Zusatzlich zu den immer weiter ansteigenden Leistungstransiten kommt erschwerend eine tendenziell weiter sinkende
verflighare Momentanreserve hinzu.
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Abbildung 39: Leistungsungleichgewichte im nordostlichen Teilnetz bei einem System-Split analog zu 2006, sortiert
nach RoCoF geman Abbildung 40
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Wie in Abbildung 39 zu sehen ist, sinkt die vorhandene Momentanreserve im NEP 2037/2045 (2023) (gelbe Kurve) im
Vergleich zum NEP 2035 (2021) (rote Kurve) im nordéstlichen Teilnetz nochmals deutlich. Diese Entwicklung begriindet
sich v.a. in Deutschland auf den noch ambitionierteren Klimazielen, die sich durch eine noch starkere Integration von er-
neuerbaren Energien und der damit verbundenen Abschaltung konventioneller Kraftwerke dufBert. Hierbei ist insbeson-
dere zu beobachten, dass in Stunden mit hoher Windeinspeisung und hohen Leistungsflissen vom Norden in den Siiden
Deutschlands nur noch sehr wenige Kraftwerke am Netz sind und somit sehr wenig Momentanreserve vorhanden ist.
Auch der zunehmende Ausbau erneuerbarer Energien im europédischen Ausland flieB3t hier in die Analysen ein.

Beide Entwicklungen (weiter ansteigender Leistungstransite und weiter absinkender Momentanreserve), fihren wiede-
rum zu nochmals deutlich groferen maximalen Frequenzgradienten bzw. RoCoFs (Abbildung 40), die sich ohne entspre-
chende Gegenmafinahmen ergeben wiirden. In einzelnen Situationen verdoppelt sich der initiale RoCoF im Vergleich zum
vergangenen NEP auf Werte bis 10 Hz/s.

Auf den ersten Blick zeigt Abbildung 40 entgegen der Erwartung eine Abnahme bei der Anzahl der Situationen, in denen
der RoCoF unter der Auslegungsgrenze des Systemschutzplans von 1 Hz/s bleibt. Wahrend im Zieljahr der Langfristana-
lysen 2030 noch etwa 4500 Stunden einen zu hohen RoCoF aufweisen (blaue Kurve), nimmt die Anzahl bis zum Zieljahr
des Netzentwicklungsplans 2037/2045 (2023) auf etwa 2500 Stunden und damit um etwa 40 % ab. Wie bereits vorherge-
hend erlautert, ist auch dies der Annahme geschuldet, dass die bis dahin als fertiggestellt angenommenen HGU maximal
systemdienlich eingesetzt werden. Sie reduzieren also das sich einstellende Leistungsungleichgewicht bei einer Netz-
auftrennung und damit in vielen Situationen den maximal auftretenden RoCoF. Auch wenn die HGU durch ihre gute und
schnelle Regelbarkeit zwar die Anzahl der Situationen mit zu hohem RoCoF tendenziell reduzieren, so ist im Vergleich
zu heute dennoch mit einer steigenden Eintrittswahrscheinlichkeit durch die stetig steigenden Transite zu rechnen.

In Verbindung mit der abnehmenden Momentanreserve sind zudem gravierendere Auswirkungen im Falle des realen
Ereigniseintritts zu befiirchten.



Begleitdokument zum Netzentwicklungsplan Strom 2037 /2045, Version 2023, zweiter Entwurf 52

Bewertung der Systemstabilitat

Abbildung 40: Frequenzgradient im norddstlichen Teilnetz bei einem System-Split analog zu 2006
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Insgesamt ist zu beobachten, dass infolge steigender Leistungstransportbedarfe vom Norden in den Stiden Deutschlands
und die Abnahme der verfliigbaren Momentanreserve durch die Abschaltung konventioneller Kraftwerke die zusatzlichen
Momentanreservebedarfe zur Einhaltung eines maximalen Frequenzgradienten von 1 Hz/s weiter ansteigen (Abbildung
41). Hierbei zeigt sich fiir 2030 im LA-Szenario bereits ein zusatzlicher Momentareservebedarf vergleichbar mit dem
NEP 2035 (2021) Szenario B 2035, wahrend fiir den NEP 2037 /2045 (2023) die Bedarfe noch weiter ansteigen. Auch hier
begriindet sich die geringere Anzahl an Stunden mit zusatzlich bendtigter Tragheit in den NEP-Szenarien im Vergleich zu
2030 durch die am Netz befindlichen innerdeutschen HGU-Verbindungen.

Abbildung 41: Vergleich der zuséatzlich bendtigten Tragheit in der LA, im NEP 2035 (2021) und im NEP 2037 /2045 (2023)
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Die im letzten Netzentwicklungsplan durchgefiihrten Analysen zur Frequenzstabilitat wurden rein auf Basis der Marktsi-
mulationsergebnisse durchgefiihrt. Dies bedeutet, dass etwaige Netzrestriktionen (Engp&sse infolge nicht ausreichend
ausgebautem Netz) keine Berlcksichtigung fanden. Es wurde lediglich eine pauschale Reduktion um bis zu 5 GW (s. NEP
2035 (2021)) der Transitleistung vorgenommen, die den Einfluss von Redispatch-Mafinahmen zur Engpassbeseitigung
Rechnung tragen sollten. Fiir die nun erneut durchgefiihrten Analysen zur Frequenzstabilitat wurden sowohl fiir das
Zieljahr der Langfristanalysen als auch fir das Zieljahr des Netzentwicklungsplans Einschrankungen, die sich infolge
eines nicht ausreichend ausgebauten Netzes ergeben, beriicksichtigt. Wenn in dezidierten Situationen die Ubertragungs-
kapazitat des Netzes bzw. einzelner Stromkreise nicht ausreicht, um die vom Markt geforderten Leistungstransporte

zu erfiillen, werden Markteingriffe (Redispatch) vorgenommen, um das Netz jederzeit in einen nach heute angewandten
Grundsétzen ((n-1]-Sicherheit) betreibbaren Zustand zu bringen. Die folgenden Analysen nutzen ausschlieflich ,Nach-
Redispatch” Daten. In diesem kurzen Exkurs wird aufgezeigt, dass die Verwendung von den Daten ,Nach-Redispatch” vor
allem fir das Zieljahr der Langfristanalysen grof3en Einfluss auf die Analysen hat.

Die folgenden Auswertungen beziehen sich auf den auch im NEP 2035 (2021) angenommenen System-Split von 2006.

In Abbildung 42 ist eine deutliche Abnahme der maximalen Leistungstransite vor allem im Zeitraum der Langfristanaly-
sen festzustellen. Hier werden die relevanten Leistungstransite in den kritischsten Stunden um teils Gber 20 GW mittels
Markteingriffen (Redispatch) reduziert (Abbildung 42, links), um ein engpassfreies bzw. nach heutigen Grundsatzen be-
treibbares Netz zu erhalten. Hintergrund ist, dass bis zum Zieljahr der Langfristanalysen 2030 nicht von einem adaquat
ausgebauten Netz ausgegangen wird, um alle vom Markt geforderten Ubertragungskapazitaten bereitstellen zu kénnen.
Dagegen ist der Einfluss durch Redispatch im Zeithorizont des NEP 2037/2045 (2023) vernachléssigbar, da hier ein anna-
hernd vollstandig engpassfreies, d.h. vollausgebautes Netz zugrunde gelegt wurde (Abbildung 42, rechts). Ein vollsténdig
ausgebautes Netz hat also direkt hohere Leistungstransite zur Folge.

Abbildung 42: Leistungsungleichgewicht vor und nach Redispatch im norddstlichen Teilnetz fiir die LA 2030 (links)
und den NEP B 2037
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Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Eine aus Griinden der Netzsicherheit notwendige Reduzierung des Leistungstransits durch Markteingriffe (Redispatch)
hat somit natirlich auch direkten Einfluss auf die auftretenden Frequenzgradienten. Dies ist vor allem fiir den Zeitraum
der Langfristanalysen deutlich zu erkennen (Abbildung 43, links). Hier wird der maximale RoCoF vor und nach Redispatch
noch um mehr als 3 Hz/s in den auslegungsrelevanten Zeitpunkten (Abbildung 43, links) reduziert.
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Dagegen wird im Zieljahr des Netzentwicklungsplans von einem vollstéandig ausgebauten Netz ausgegangen, dass jeder-
zeit die Bedurfnisse des Marktes hinsichtlich der Leistungsiibertragung erflillen kann. Hier ist also kein nennenswerter
Redispatch (und somit Transitreduzierung) mehr notwendig (Abbildung 42, rechts). Dies bedeutet direkt, dass sich nur
noch sehr geringen Anderungen beim maximalen RoCoF ergeben (Abbildung 43, rechts). Zusatzlich ist ersichtlich, dass
die absoluten Werte - wie bereits eingangs erwahnt - tendenziell steigen. Selbst bei einem angenommenen engpass-
freien Netz im Zeitraum der Langfristanalysen (d. h. die vom Markt geforderten Transite kdnnen vollstandig durchgefiihrt
werden) lage der maximale RoCoF unter den Werten im Zeitraum des NEP (., Abbildung 43, links, vor RD" im Vergleich zu
Abbildung 43, rechts”).

Es kann also festgehalten werden, dass mit fortschreitendem Netzausbau und damit steigenden Transiten die Heraus-
forderungen zur Wahrung der Frequenzstabilitat in auslegungsrelevanten Situationen grof3er werden. Der Vollstandigkeit
halber sei noch erwahnt, dass die grof3ere Anzahl an Stunden mit einem RoCoF unterhalb der Auslegungsgrenze von

1 Hz/s im Zieljahr des Netzentwicklungsplans (Abbildung 43, rechts) auf den netzdienlichen Einsatz der HGU zuriick-
zufiihren ist. Dies wurde bereits in Kapitel 3.3.1.1 erlautert.

Abbildung 43: Initialer RoCoF vor und nach Redispatch im nordaéstlichen Teilnetz fiir die LA 2030 (links) und den NEP B 2037
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Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Da die Auswertung gezeigt hat, dass der Einfluss durch Redispatch abhangig vom Umfang der Netzrestriktionen bzw.
vom Netzausbauzustand erheblich sein kann, werden im folgenden Kapitel die zukiinftig notwendigen Bedarfe zur
Wahrung der Frequenzstabilitdt nur noch auf Basis eines engpassfreien Netzes (nach Redispatch) ausgewiesen. Ziel
ist, fir die Momentanreservebedarfe belastbare Ergebnisse auf Basis heute angewandter Netzfliihrungsgrundsatze
((n-1)-Sicherheit) zu erhalten.
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Abschliefend werden im Folgenden Zusammenhange zwischen den auftretenden Frequenzgradienten bei unterschied-
lichen, auslegungsrelevanten Netzauftrennungen (Methodik s. Kapitel 3.2.1) veranschaulicht und daraus der regionale
Momentanreservebedarf in Deutschland bundeslandscharf ermittelt.

Hierzu werden alle auslegungsrelevanten Netzauftrennungen aus Kapitel 3.2.1 zugrunde gelegt. Fiir das kontinental-
europaischen Verbundnetz kann festgestellt werden, dass insbesondere das nordliche und norddstliche Mitteleuropa
(Abbildung 44 und Abbildung 45) von z.T. sehr hohen (positiven und negativen) Frequenzgradienten bis tiber 10 Hz/s bei
einzelnen Netzauftrennungen betroffen ware.

Abbildung 44: Maximal auftretenden (positive) Frequenzgradienten fiir die auslegungsrelevanten Netzauftrennungen
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Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Dies ist darauf zurlickzuflihren, dass es sich hier um Gebiete mit starkem Erzeugungsiiberschuss (entlang der Kiisten
von Nord und Ostsee durch hohe Offshore - Winderzeugung) handelt. Wie bereits erlautert, resultiert ein solcher Erzeu-
gungsiiberschuss im Fall einer Netzauftrennung in einem Leistungsungleichgewicht in der betroffenen Netzinsel, der
sich ohne entsprechende Gegenmafinahmen in hohen Frequenzgradienten ausdriickt. Zusatzlich wirkt sich der stete
Rickgang von heute in (Siid-) Osteuropa noch vorhandener konventioneller Erzeugung (z. B. Kohlekraftwerke] negativ auf
die zu erwartenden Frequenzgradienten aus.

Abbildung 45: Maximal auftretenden (negative) Frequenzgradienten fiir die auslegungsrelevanten Netzauftrennungen
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Die geographisch gleichen Gebiete im ndrdlichen und norddstlichen Mitteleuropa (Abbildung 45) sind auch von hohen
negativen Frequenzgradienten bei (anderen) auslegungsrelevanten Netzauftrennungen betroffen. Diese Situationen sind
von hohem Leistungsimport in diese Regionen gepragt, die vor allem in windschwachen Zeiten auftreten. Dies flihrt zu
einem erheblichen zusétzlichen positiven Momentanreservebedarf, da analog zu den Uberfrequenzszenarien in diesen
Regionen kaum Momentanreserve (z.B. durch konventionelle Kraftwerke) verfligbar ist.

Mit den bisherigen Ergebnissen kann der Momentanreservebedarf fiir relevante Netzauftrennungen fiir Deutschland
ermittelt werden. Als Schliissel zur Verteilung der bundeslandscharfen Ausweisung der (deutschlandweiten] Momentan-
reservebedarfe wurde (analog zum vergangenen NEP) die am Netz befindliche installierte Erzeugungsleistung gewahlt.

Grundsitzlich ist festzustellen, dass der absolute Momentanreservebedarf {iber alle auslegungsrelevanten Uber- und
Unterfrequenzinseln im Vergleich zum NEP 2035 (2021) weiter zunimmt, wobei die negativen Momentanreservebedarfe
(Uberfrequenzinsel) deutlich groBer sind und auch relativ starker zunehmen. Allerdings ist ein direkter Vergleich zwischen
dem NEP 2035 (2021) und dem NEP 2037/2045 (2023]) nicht maglich, da im vergangenen NEP nur eine Netzauftrennung
(2006er System-Split) betrachtet wurde. Mit der neuen Methodik wurden nun weit mehr relevante Netzauftrennungen
ermittelt und der daraus maximal notwendige Bedarf berechnet.

Abbildung 46: Bundeslandscharfer, maximaler negativer Momentanreservebedarf (Uberfrequenz-Fall) in GWs
aus allen auslegungsrelevanten Netzauftrennungen
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Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Abbildung 46 zeigt bundeslandscharf die Bedarfe an negativer Momentanreserve (Uberfrequenz-Fall) fiir die jeweils
kritischste Netzauftrennung des jeweiligen Bundeslandes. Bei einem deutschlandweiten Gesamtbedarf an negativer
Momentanreserve von ca. 1.500 GWs zeigt sich aufgrund des gewahlten Verteilungsschliissels (die am Netz befindliche
installierte Erzeugungsleistung] ein starkes Nord-Siid-Gefélle. Von der nérdlichen Halfte Deutschlands miissen etwa

2/3 des Gesamtbedarfs erbracht werden, wahrend in den sieben siidlichen Bundesldndern (Sachsen, Thiiringen, Hessen,
Rheinland-Pfalz, Saarland, Baden-Wirttemberg und Bayern) nur gut 400 GWs bereitgestellt werden miissten.
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Abbildung 47: Bundeslandscharfer, maximaler positiver Momentanreservebedarf (Unterfrequenz-Fall) in GWs aus
allen auslegungsrelevanten Netzauftrennungen
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Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Die gleiche Methodik wurde zur Ermittlung des maximalen positiven Momentanreservebedarfs (Unterfrequenz-Fall)
herangezogen (Abbildung 47). Zwar ist der absolute Bedarf mit ca. 980 GWs um ca. 40 % geringer, aber auch hier zeigen
sich starke regionale Unterschiede. Vor allem die Regionen Nordwest- bzw. Westdeutschland miissen einen Grofteil
des Bedarfs beisteuern, wahrend Ostdeutschland (Mecklenburg-Vorpommern, Sachsen-Anhalt, Berlin, Brandenburg,
Thiringen und Sachsen) nur ca. 20 % bzw. 200 GWs beizutragen haben.

Die in Kapitel 3.3 erlauterten Ergebnisse zeigen, dass im Vergleich zu den Analysen aus dem NEP 2035 (2021) mit
nochmals steigenden, groiraumigen Leistungstransporten zu rechnen ist. In Verbindung mit einer weiter abnehmenden
Momentanreserve (Abbildung 39) fiihrt dies ohne GegenmaBnahmen zu abermals steigenden Frequenzgradienten bei
relevanten Netzauftrennungen nach Kapitel 3.2.1. Um einen Ubergang in den Teilnetzbetrieb bzw. ein sicheres Abfangen
wenigstens eines der sich ergebenden Teilnetze zu ermdglichen, miissen die zuvor genannten Randbedingungen (bspw.
systemische RoCoFs < +1 Hz/s] erfiillt werden, da eine wesentliche Beschleunigung der dafiir vorgesehenen Ma3nahmen
technisch nicht méglich ist. Sowohl die Uberfrequenzleistungsreduktion als auch der Lastabwurf haben technisch limi-
tierte Reaktionszeit (z. B. Schalteréffnungszeiten beim Lastabwurf].

Wie bereits im letzten Netzentwicklungsplan aufgefiihrt, konnen zur Begrenzung des initialen Frequenzgradienten ver-
schiedene Mafinahmen ergriffen werden. Neben der Reduzierung des Leistungstransportes iber das Drehstromnetz
(z.B. Einsatz von Redispatch oder Verlagerung der Einspeisung der Offshore-Windenergie an sidlichere Verkniipfungs-
punkte) oder der Akzeptanz eines erhdhten Risikos fiir grofiere, ggf. sehr schwere Stérungen bis hin zum vollstédndigen
Systemzusammenbruch ist vor allem die Erhéhung der im Netz befindlichen Momentanreserve die vielversprechendste
Mdoglichkeit zur Erhéhung der Robustheit des Stromnetzes gegeniiber Netzauftrennungen.
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Wie Abbildung 41 eindrucksvoll zeigt, ist der absolute zusatzliche Bedarf an Momentanreserve erheblich und steigt in
Zukunft weiter an. Fokus der nachfolgenden Betrachtungen liegt auf Deutschland, sodass keine Auswertung der Momen-
tanreservebedarfe und -potentiale im Ausland erfolgt. Es ist jedoch darauf hinzuweisen, dass fiir eine sichere Beherr-
schung der nachfolgend betrachteten Netzauftrennungen neben den ausgewiesenen Systembedarfen fir Deutschland
auch die resultierenden Systembedarfe im restlichen Verbundnetz gedeckt werden missen.

Um das erschlielbare Momentanreservepotential zukiinftiger Anlagen abzuschatzen, wurden Annahmen fir jede Erzeu-

gungsart bzw. Betriebsmittel getroffen. Grundlage hierfir sind Gesprache mit Herstellern und Betreibern, in denen das
technische Potential erfasst wurde. Die resultierenden Annahmen sind in Tabelle 23 angegeben.

Tabelle 23: Annahmen zu potenziellen Anlaufzeitkonstante fiir unterschiedliche Erzeugungstechnologien

Anlagenkategorie T, fiir Uberfrequenzbereich T, fir Unterfrequenzbereich
Gaskraftwerke im Phasenschieberbetrieb 3s 3s
Pumpspeicher im Phasenschieberbetrieb 84s 84s
BatteriegroB3speicher 25s 25s
PV-Batteriespeicher 20s 20s
Windenergie Offshore 15s -
Windenergie Onshore 15s -
Regelbare Blindleistungskompensationsanlagen 25s 25s

Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Mit Hilfe der angenommenen Anlaufzeitkonstanten kann auf Basis der installierten Erzeugung (Leistung) das fir die
jeweils kritischste Netzauftrennung verfiighare Potential an Momentanreserve bundeslandscharf errechnet werden. Fir
jede Anlagenkategorie ist nur das neu installierte Anlagenpotential ab dem Jahr 2025 fiir Speicher, Gaskraftwerke und
Pumpspeicherkraftwerke sowie ab dem Jahr 2027 fir Windenergieanlagen beriicksichtigt, um einem zeitlichen Vor-
lauf fir die Umsetzung der technischen Anforderungen Sorge zu tragen. Die Potentiale von Windenergieanlagen sind
lediglich fiir den Uberfrequenzbereich, also die Leistungsreduktion, beriicksichtigt, sodass kein expliziter Speicher fiir
die Bereitstellung von Momentanreserve erforderlich ist und die Leistungsreduktion bspw. Uber einen vorhandenen
Chopper realisiert werden kann. Fiir Speicher wird davon ausgegangen, dass diese zu jedem Zeitpunkt die angenommene
Momentanreserve bereitstellen konnen.

Abbildung 48 (Uberfrequenzszenario) und Abbildung 49 (Unterfrequenzszenario) zeigen fiir jedes Bundesland die ver-
fligbare Momentanreserve sowie die resultierenden theoretischen Potentiale der unterschiedlichen Technologien als
farbige Balken dargestellt. Im Vergleich hierzu zeigt der graue Balken die bendtigte Momentanreserve des jeweiligen
Bundeslands, die erforderlich ist, um die auftretenden Frequenzgradienten fir das jeweils kritischste auslegungsre-
levante Szenario auf 1 Hz/s zu begrenzen.

Nur mit Hilfe der getroffenen, sehr optimistischen Annahmen konnen die identifizierten Bedarfe an positiver und negativer
Momentanreserve gedeckt werden. Es zeigen sich jedoch sehr starke regionale Unterschiede der Potentiale an Momen-
tanreserve. Wahrend in einigen Bundeslandern insbesondere im Siiden Deutschlands, wie z. B. Baden-Wirttemberg oder
Bayern, die theoretischen Potentiale die identifizierten Bedarfe libersteigen, zeigt sich im Norden Deutschlands eine deut-
liche Unterdeckung der identifizierten Bedarfe sowohl fiir negative als auch fir positive Momentanreserve. Dies ist vor
allem darauf zuriickzufiihren, dass viele Bestandsanlagen, die nicht zur Bereitstellung von Momentanreserve herange-
zogen werden konnen, im Norden Deutschlands verortet sind. Ein Grof3teil der neu installierten Grof3batteriespeicher und
PV-Batteriespeicher werden hingegen im Siiden Deutschlands zugebaut, wodurch hier grofle Potentiale fir Momentan-
reserve entstehen. Dariiber hinaus zeigt sich, dass neben Speichern vor allem auch Windenergieanlagen zur Deckung der
hohen negativen Momentanreservebedarfe in den nordlichen und nordwestlichen Bundeslandern beitragen kénnen.
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Abbildung 48: Benétigte (grau) und verfiighares Potential an (bunt) Momentanreserve fiir auslegungsrelevanten
Netzauftrennungen - Uberfrequenzszenario
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Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Abbildung 49: Benétigte (grau) und verfiighares Potential (bunt) Momentanreserve fiir auslegungsrelevanten
Netzauftrennungen - Unterfrequenzszenario
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Daraus resultiert die Forderung, dass alle erschlieBbaren Potentiale zur Erbringung von Momentanreserve zwingend zu
nutzen sind. Einerseits miissen die UNB-eigenen Betriebsmittel, vornehmlich Kompensationsanlagen (STATCOMs und
rotierende Phasenschieber), zwingend mit der Méglichkeit zur Bereitstellung von Momentanreserve (zusatzlicher Kurz-
zeitspeicher bei STATCOMSs, zusétzliche Schwungmasse bei rotierenden Phasenschiebern) ausgestattet werden. Diese
als gesichert anzunehmenden Betriebsmittel konnen aber aufgrund der begrenzten Gesamtanlagenzahl auch nur einen
begrenzten Beitrag leisten. Daher miissen andererseits maoglichst bald alle an das Netz angeschlossenen Erzeugungs-
anlagen (Wind, PV, Speicher) ebenfalls ertiichtigt werden, um einen Beitrag zur Momentanreserve leisten zu kénnen.
Diese Forderung beinhaltet auch, dass zukiinftig noch ungenutzte Potentiale in der Mittel- und Niederspannung er-
schlossen werden missen. Zudem konnen auch neu errichtete Kraftwerke einen Beitrag zur Momentanreserve leisten,
indem sie mit einer Kupplung und ggf. einer Schwungmassenerweiterung ausgestattet werden, um im Phasenschieber-
betrieb betrieben werden zu kdnnen.
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Es ist darauf hinzuweisen, dass eine spatere Einfiihrung der Fahigkeiten zur Bereitstellung von Momentanreserve zu einer
unmittelbaren Reduzierung der verfligbaren Anlagenpotentiale und damit der hier ausgewiesenen Potentiale an Momen-
tanreserve fihrt. Dadurch wird eine zukiinftige Beherrschung der relevanten Netzauftrennungen immer herausfordernder.

Aus diesem Grund sollte ein zweistufiger Ansatz verfolgt werden, um zeitnah die maglichen Potentiale an Momentan-
reserve erschlieen zu kdnnen. Zum einen sollte durch die zeitnahe Einfiihrung einer marktgestiitzten Beschaffung

von Momentanreserve ein Anreizsystem geschaffen werden. Dadurch kénnen Anreize entstehen, weitere Anlagen zur
Momentanreserveerbringung (durch Dritte) zu installieren, Entwicklungen bei Herstellern fiir einen gréBeren Momen-
tanreservebeitrag der einzelnen Anlagen anzustoflen bzw. Hersteller zu Weiterentwicklungen in diesem Bereich zu
motivieren und bestenfalls durch die Anreize auch die regionale Verteilung zu verbessern. Wichtige Grundlage hierfir
ist eine verbindliche Festlegung der technischen Anforderungen und Nachweise, die aktuell Gegenstand der laufenden
Arbeiten der PG Systemanforderungen im FNN sind. Dariiber hinaus sollte aber auch weiterhin parallel zur marktge-
stlitzten Beschaffung der Weg einer Festlegung verbindlicher Mindestanforderungen fiir Erzeugungsanlagen und Lasten
zur Bereitstellung von Momentanreserve weiterverfolgt werden. Zudem sollten alle geplanten regelbaren Blindleistungs-
kompensationsanlagen um einen Kurzzeitspeicher bzw. eine Schwungmassenerweiterung erweitert werden, um einen
Beitrag zur Deckung der zukiinftigen Momentanreservebedarfe zu leisten.

Nachstehend werden die Ergebnisse der erweiterten Analysen im Zeitbereich vorgestellt.

Entsprechend der beschriebenen Vorgehensweise aus Kapitel 3.2.3 wird in diesem Abschnitt Uberpriift, ob die Manah-
men inklusive Anforderungen des heutigen Systemschutzplans fiir Uberfrequenz fiir das Zieljahr 2037 ausreichend sind
oder angepasst werden missen.

Hierbei ist in einem ersten Schritt zu Gberpriifen, ob die maximale Wirkleistungsabregelung A Prirsm-o0, max auf Basis von
LFSM-0 bilanziell ausreicht, um das potentielle maximale Leistungsungleichgewicht A Pstsr, max des Uberfrequenz-Teil-
netzes eines definierten Auslegungsstdrfalls fiir Netzauftrennungs-Szenarien auszugleichen. Es muss daher gezeigt
werden, dass Uber das betrachtete Jahr A Peirsm-0,max in jeder Stunde ausreicht, um A Pstr, max bilanziell auszugleichen.
Fir jedes Bundesland wurde dies auf Basis dessen auslegungsrelevanten System-Splits separat untersucht. Fir alle
auslegungsrelevanten System-Splits aller Bundeslander konnte gezeigt werden, dass das verfiigbare LFSM-0 Potential
von Onshore- und Offshore-Windenergieanlagen, sowie von PV bereits ausreicht, um die aus den auslegungsrelevanten
System-Splits resultierenden Ungleichgewichte auszugleichen. In Abbildung 50 ist dies beispielhaft fir die auslegungs-
relevante Netzauftrennung des Bundeslandes Niedersachsen dargestellt. GemaR aktuellen Netzanschlussrichtlinien
wurde das LFSM-0 Potential mit 52 % der zu dieser Stunde eingespeisten Leistung aus Wind und PV angenommen. Es
ist deutlich zu erkennen, dass die abregelbare Leistung auf Basis von LFSM-0 in jeder Stunde grofBer ist als das poten-
zielle Leistungsungleichgewicht.
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Abbildung 50: Abregelbare Leistung durch LFSM-0 und potentielles Leistungsungleichgewicht am
Beispiel Niedersachsen
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Insgesamt kann gezeigt werden, dass die potenziellen Leistungsungleichgewichte in allen auslegungsrelevanten Netzauf-
trennungen, gemaf Kapitel 3.2, durch LFSM-0 bilanziell ausgeglichen werden kénnen (selbst wenn die Stunde aufgrund
der zu geringen Netzlast und/oder des zu hohen relativen Leistungsungleichgewichts nicht auslegungsrelevant ist).

In einzelnen Stunden, bei denen die Netzlast des Teilnetzes unterhalb der vorgeschlagenen Auslegungsgrenze von 40 GW
liegt und/oder das relative Leistungsungleichgewicht gréfer als 25 % (bezogen auf die Erzeugung) ist, kann das Leis-
tungsungleichgewicht lediglich fiir Berlin-Brandenburg (s. Abbildung 25, links) bilanziell nicht ausgeglichen werden. Das
gilt auch bei einer zusétzlichen Berlicksichtigung von LFSM-0-Beitragen von Batteriespeichern?. Dies zeigt noch einmal,
dass das vorgeschlagene Auslegungskriterium eine sinnvolle Einschrankung darstellt.

Damit kann im zweiten Schritt Uberpriift werden, ob auch das Zeitverhalten von LFSM-0 in Summe ausreicht, damit
die Frequenzgrenze von 51,5 Hz nicht Gberschritten wird. Unter Berlicksichtigung der Bedarfe an Momentanreserve
aus Kapitel 3.3.1, die zu einer Einhaltung von RoCoFs von +1 Hz/s fiihren, wurden daher Analysen mit dem System-
Bilanz-Modell durchgefiihrt.

Dabei wurde fiir alle Stunden der auslegungsrelevanten Netzauftrennungen tberpriift, ob die Frequenz infolge der po-
tenziellen Netzauftrennung die Frequenzgrenze von 51,5 Hz liberschreitet. Als Ergebnis kann festgehalten werden, dass
in keiner Stunde der auslegungsrelevanten Netzauftrennungen eine Uberschreitung dieser Grenze erfolgt. Abbildung 51
zeigt beispielhaft einen Frequenzverlauf infolge einer Netzauftrennung in einem kritischen Fall am Beispiel Niedersach-
sen. Es wird ersichtlich, dass der maximale RoCoF auf 1 Hz/s begrenzt wird. Dies ist darauf zuriickzufiihren, dass in den
Simulationen die notwendige Deckung der Bedarfe an Momentanreserve beriicksichtigt wurden. Des Weiteren ist deut-
lich zu erkennen, dass die Mafinahmen, inklusive der Anforderungen des heutigen Systemschutzplans fir Uberfrequenz,
ausreichen, um die Frequenz unterhalb der Grenze von 51,5 Hz zu halten. Ein ausgepragtes Uberschwingen ist zudem
nicht zu erkennen.

27 Sowohl fiir Speicher, als auch fir E-Mobilitat (s. Kapitel 3.2.6.2) wurde ein LFSM-0/U Zeitverhalten gemaf den Technischen Anschlussrichtlinien fiir Wind angenom-
men (Statik 5 %; Aktivierung unter 49,8 Hz und iiber 50,2 Hz, ...).



Begleitdokument zum Netzentwicklungsplan Strom 2037 /2045, Version 2023, zweiter Entwurf 62

Bewertung der Systemstabilitat

Abbildung 51: Beispielhafter Frequenzverlauf infolge einer Netzauftrennung in einem kritischen NNF
am Beispiel Niedersachsen
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Erganzend zu den Analysen zur Uberfrequenz wird im folgenden Abschnitt noch auf einen méglichen Beitrag von
E-Mobilitat und Batteriespeichern zu LFSM-U eingegangen. Hierzu wird beispielhaft auf Ergebnisse einzelner aus-
legungsrelevanter Netzauftrennungen fir Unterfrequenz eingegangen.

Wesentliche Ma3nahmen des Systemschutzplans fiir Unterfrequenz, die im Modell abgebildet sind, ist der frequenzab-
hangige Lastabwurf einerseits und LFSM-U von Batteriespeichern und E-Mobilitat andererseits. Der Lastabwurf wurde
fir diese beispielhaften Analysen pauschal mit 10 Stufen mit jeweils 5 % Abwurfleistung je Stufe und einer Verzégerung
von 150 ms abgebildet. LFSM-U von E-Mobilitat und von Batteriespeichern wurde mit einer Statik von 5 % und einem
Frequenzschwellwert fschweuwert, Lrsm-u von 49,8 Hz abgebildet. Beziiglich des Zeitverhaltens wurde fiir E-Mobilitat eine
Messverzogerung von 0,5 s und fiir Speicher von 0,2 s angenommen.

Abbildung 52 zeigt anhand eines beispielhaften Szenarios den Beitrag von E-Mobilitdt und Speichern zur auslegungsrele-
vanten Netzauftrennung fiir Unterfrequenz des Bundeslandes Schleswig-Holstein. LFSM-U tragt deutlich zum Ausgleich
des entstehenden Leistungsungleichgewichts bei, wodurch die Frequenz friher und auf einem hoheren Wert stationar
stabilisiert werden kann. Dieses beispielhafte Verhalten konnte in einer Vielzahl von Szenarien beobachtet werden. Zu-
dem sinkt durch diesen ergianzenden Beitrag von LFSM-U die Gefahr einer Uberreaktion des Lastabwurfs. Hintergrund
dabei ist, dass durch den zusatzlichen LFSM-U Beitrag tendenziell immer mindestens eine Stufe des Lastabwurfs weniger
aktiviert werden muss. In Fallen, in denen der Lastabwurf allein zu einer grofien Uberreaktion bis hin zu einer Uberfrequenz
fuhrt, kann dies in Kombination mit LFSM-U meist durch das Wiederanregeln verhindert werden.

Mit Hilfe von Zeitbereichssimulationen konnte gezeigt werden, dass der Beitrag von LFSM-U von Batteriespeichern und
E-Mobilitat einen signifikanten positiven Beitrag bei Unterfrequenzszenarien leisten kann. Insbesondere erscheint der
Beitrag von LFSM-U auch dazu geeignet zu sein, zukiinftig den Lastabwurf zu unterstitzen, da es zunehmend schwie-
riger wird, den bilanziellen Ausgleich des Leistungsungleichgewichts bei Unterfrequenz allein mittels Lastabwurf zu
losen. In beiden Szenarien zeigt sich, dass die Frequenz auf einem recht niedrigen Frequenzniveau stabilisiert wird

(s. Abbildung 52). Dies ist zum einen auf eine geringe Uberreaktion des Lastabwurfs und zum anderen auf den frequenz-
stiitzenden Beitrag von LFSM-U zuriickzufiihren. Allerdings liegt die stationare Endfrequenz bei einem Einbezug von
E-Mobilitat und Speichern in die Frequenzregelung hoher als ohne deren Beitrag. Vergangene Storungen haben gezeigt,
dass ein niedriges stationdres Frequenzniveau die Gefahr von (eigentlich nicht regelkonformen und destabilisierenden)
Schutzauslosungen und Netztrennungen von Erzeugungsanlagen birgt. Daher ist ein hoheres stationdres Frequenzniveau
immer anzustreben, was durch Beitrage aus E-Mobilitat und Speichern erreicht werden kann {Abbildung 52). Die gewon-
nenen Erkenntnisse miissen mit weiterfiihrenden Analysen untermauert werden.
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Abbildung 52: Beitrag von LFSM-U von E-Mobilitiat und Speichern (gestrichelte Linie) eines beispielhaften Szenarios
einer auslegungsrelevanten Netzauftrennung fiir Unterfrequenz des Bundeslandes Schleswig-Holstein
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Quelle: Ubertragungsnetzbetreiber

Die durchgefiihrten Analysen zur Frequenzstabilitat zeigen sehr deutlich, dass die Herausforderungen zur Beherrschung
von GroBstorungen (bspw. System-Splits) im Vergleich zum letzten Netzentwicklungsplan weiter zunehmen. Dies ist vor
allem auf abermals gestiegene Leistungstransporte im Zielnetz, durch erhéhte Ausbauziele erneuerbarer Energien, und
das gleichzeitige Absinken der verfliigharen Momentanreserve, durch den strukturellen Wandel der Erzeugungsstruktur
(z.B. vorgezogener Kohleausstieg), zurlickzufiihren. Dadurch kommt es bei Netzauftrennungen zu gréBeren Leistungs-
ungleichgewichten und dementsprechend zu sehr hohen Frequenzgradienten und -abweichungen, sofern keine Ge-
genmafnahmen ergriffen werden. Auch stei