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1 Evaluation de ’EICom

Fin 2021, 'EICom a présenté au Conseil fédéral le concept relatif & des centrales a gaz destinées a
couvrir les charges de pointe'. En toile de fond, les risques croissants liés aux importations, en raison
des incertitudes qui pésent sur I'exploitation en interconnexion dans le contexte de I'Europe continentale,
ainsi que la diminution de la capacité d’exportation des pays voisins. Le scénario de pénurie concerné
se basait sur une disponibilité limitée des centrales nucléaires suisses et frangaises a partir du milieu
des années 2020, avec une faible production hydroélectrique et une capacité d'importation réduite.
Compte tenu du délai nécessaire pour réaliser une capacité de réserve, 'EICom a recommandé au
Conseil fédéral de préparer les dispositions d’exécution pour I'appel d’offres pour une réserve hydroé-
lectrique d’environ 500 GWh ainsi que pour deux a trois centrales a gaz de réserve d’'une puissance
électrique totale pouvant atteindre 1000 MW.

La guerre en Ukraine et ses répercussions extraordinaires sur I'approvisionnement énergétique euro-
péen n’étaient toutefois pas prises en compte dans les scénarios de pénurie analysés jusqu’a présent.
La nette réduction des flux de gaz de la Russie vers 'Europe représente un défi potentiellement critique
pour I'approvisionnement en électricité de I'Europe et donc de la Suisse. Les centrales a gaz jouent un
réle-clé dans la sécurité de I'approvisionnement en électricité en Europe, notamment lors des pics de
demande en hiver. La criticité a augmenté en raison de la nette réduction de la disponibilité des centrales
nucléaires frangaises. En raison des dommages constatés sur le circuit primaire des réacteurs a eau
pressurisée, Electricité de France (EDF) a programmé des inspections et des travaux de réparation
supplémentaires sur diverses centrales nucléaires frangaises au début de 'hiver 2021/22. Cela a conduit
le Conseil fédéral a décider début 2022i, sur la base de I'art. 9 LApEIlii, de conserver une réserve stra-
tégique d’eau et, puis ultérieurement en cours d’année?, sur la base de la loi sur I'approvisionnement du
pays", d’'installer huit turbines a gaz temporaires a Birr et de passer des contrats pour deux centrales a
gaz existantes (Cornaux et Monthey) et des groupes électrogénes de secours au titre de centrales de
réserve.

Dans la perspective de mettre a disposition en urgence des capacités de réserve supplémentaires
pour 2025, 'EICom a chargé Swissgrid de simuler I'adéquation du systéme, donc la sécurité de I'appro-
visionnement en électricité a I'norizon 2025 sur la base des scénarios qu’elle a actualisés. On s’est a
nouveau basé sur le « scénario S1 — aucune coopération » de I'étude FrontierVi datant de 2021, en te-
nant compte de la forte réduction des capacités d’importation qui y est supposée. Sur cette base, un
nouveau scénario de référence « S1 update » a été calculé avec des capacités thermiques, solaires et
éoliennes actualisées conformément a 'TERAA 2022Vi en AT, CH, DE, FR et IT. Il était ainsi possible de
tenir compte dans les calculs effectués du développement renforcé de la production photovoltaique et
éolienne, qui contribue a améliorer la situation de I'approvisionnement en Suisse, en particulier a la fin
de I'hiver. En raison de la persistance des deux facteurs de stress que sont la disponibilité des centrales
nucléaires frangaises et la disponibilité du gaz, un nouveau scénario de stress « S2 » a été calculé avec

' Cf. Concept relatif a des centrales a gaz destinées a couvrir les charges de pointe, EICom, novembre 2021 : https://www.elcom.ad-
min.ch/dam/elcom/fr/dokumente/2022/conceptrelatifadescentralesagaz.pdf.download.pdf/Concept%20relatif%20%C3%A0%20des %20cen-
trales%20%C3%A0%20gaz.pdf

' Cf. Sécurité d’'approvisionnement : le Conseil fédéral met en place une réserve hydroélectrique dés I'hiver prochain et prévoit des centrales
de réserve (admin.ch), février 2022

" Cf. ordonnance sur l'instauration d’'une réserve hydroélectrique, valable du 01.10.2022 au 15.02.2023, RS 734.722 - Ordonnance du 7 sep-
tembre 2022 sur l'instauration d’'une réserve hydroélectrigue (OIRH) (admin.ch)

v Cf. Energie : le Conseil fédéral consolide la sécurité de 'approvisionnement pour I'hiver 2022/23 (admin.ch), aot 2022

v Cf. Energie : le Conseil fédéral ouvre la procédure de consultation concernant 'ordonnance sur une réserve d’hiver (admin.ch), oc-
tobre 2022

vi Cf. Etude Frontier « Sécurité de 'approvisionnement en électricité en Suisse 2025 », octobre 2021, https://www.elcom.admin.ch/dam/el-
com/fr/dokumente/2021/studiestromversorgungssicherheitschweiz2025.pdf.download.pdf/%C3%89tude%20s%C3%A9cu-
rit%C3%A9%20de%20I'approvisionnement%20en%20%C3%A9lectricit%C3%A9%20en%20Suisse%202025.pdf. Sur le modéle des scéna-
rios de stress définis par 'EICom en 2020, le « scénario S1 — aucune coopération » a été durci pour les analyses de I'adéquation des capa-
cités de production dans le cadre de I'étude Frontier, puis il a été utilisé dans le concept relatif a des centrales a gaz destinées a couvrir les
charges de pointe (document dans lequel il s’intitule « STmod »).

Vi European Resource Adequacy Assessment de 'TENTSO-E, cf. ERAA 2022 | ERAA 2022 by ENTSO-E (entsoe.eu)
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une disponibilité limitée du gaz'ii et une disponibilité toujours faible des centrales nucléaires frangaises
a 50 %. Dans ce scénario, contrairement a I'étude Frontier, les centrales nucléaires de Beznau 1 et 2
ont été considérées comme restant en principe en service a I'horizon 2025. Toutefois, compte tenu de
I'age des installations et de la probabilité accrue d’une indisponibilité potentiellement prolongée pendant
le semestre d’hiver qui en découle, I'indisponibilité durable d’'une installation a été considérée comme
un élément sensible. L'adaptation des capacités d’'importation y est également liée, car la capacité de
transfert du réseau d’importation (Import-NTC) peut étre augmentée d’environ 300 MW au total en cas
de « contre-pression » de 220 kV ; avec les centrales de Beznau 1 et 2 exploitées, cela permet de dis-
poser de capacités d’importation plus élevées dans le nord avec, par rapport a I'analyse de 2021. Les
centrales de réserve existantes de Birr, Cornaux et Monthey ainsi que les groupes électrogenes de
secours, au bénéfice de contrats signés, n‘ont pas été pris en compte ; ils peuvent cependant étre dé-
duits lors de la détermination des besoins de réserve supplémentaires, dans la mesure ou ils sont préts
et effectivement disponibles.

Dans le scénario de référence actualisé « S1 Update », les résultats numériques ne laissent apparaitre
aucune pénurie d’approvisionnement a I’horizon 2025, méme en cas de faible capacité d’importation, de
disponibilité toujours faible des centrales nucléaires francaises et méme en cas d'utilisation simultanée
d’'un redispatching international tres élevé, a hauteur de 4,2 TWh. Ce n’est qu’en combinaison avec une
situation de pénurie de gaz européenne simultanée que des ruptures d’approvisionnement (Energy Not
Served, ENS ; énergie non fournie) surviennent en Suisse lors d’environ trois douzaines de tirages
(2,5 % de toutes les simulations) dans le scénario de stress S2. Et méme dans ce scénario de stress
S2, avec une valeur P95 (95¢ percentile, soit dans 1496 des 1575 simulations), il ne faut pas s’attendre
a une rupture d’approvisionnement. Ce n’est qu'avec la valeur P100 ou le « pire des cas » qu’il faut
compter avec environ un demi TWh (542 GWh) d’énergie non fournie (ENS).

Comme mentionné, les scénarios analysés supposent un besoin relativement élevé pour le redispat-
ching international. Cette énergie serait utilisée pour assurer la stabilité du réseau, notamment dans le
sud de I'Allemagne. La modélisation d’'une sensibilité a montré que si, au lieu des 4,2 TWh d’énergie de
redispatching, seule la moitié, soit 2,1 TWh, était utilisée, le volume d’ENS dans le « worst case » (pire
des cas) du scénario S2 pourrait étre réduit de 542 GWh a seulement 113 GWh d’ENS. A titre de com-
paraison : la plus grande quantité d’énergie de redispatching international fournie par la Suisse jusqu’a
présent s’élevait a 800 GWh en 2022. En raison de I'évolution en Allemagne, notamment avec la mise
hors service des centrales nucléaires dans le sud, il faut s’attendre a ce que le sud de 'Allemagne ait
besoin a I'avenir de beaucoup plus d’énergie de redispatching en provenance de Suisse.

Les 113 GWh d’ENS restants dans le pire des cas pourraient étre entierement compensés grace a une
capacité de réserve de 600 MW, qui ne serait utilisée que de maniére curative (fonctionnement unique-
ment en cas de pénurie effective). Avec une capacité de réserve de 400 MW, I'élimination des 113 GWh
d’ENS nécessiterait une intervention préventive de quelques jours, voire d’environ une semaine.

Conclusion pour 2025

Tout d’abord, il convient de souligner, pour cette estimation également, que les résultats numériques
reflétent la qualité des hypothéses et de la modélisation réalisées. Les deux derniéres années ont juste-
ment montré qu’il n’a pas été possible d’anticiper certaines évolutions essentielles. En ce sens, il con-
vient de relativiser les résultats numériques dont nous disposons maintenant.

Si I'on se base sur les résultats purement numériques, on peut justifier une certaine réticence a fournir
des capacités de réserve supplémentaires : méme avec une combinaison de divers facteurs de stress
(centrales nucléaires FR, gaz, période de froid), I'approvisionnement se montre relativement résilient.
Dans le scénario de référence actualisé S1 Update et contrairement aux calculs effectués fin 2021,

Vil _a modélisation de la disponibilité restreinte du gaz a été effectuée de maniére analogue a celle faite pour I'« Etude concernant I'approvi-
sionnement en énergie a court terme en Suisse ; mandat de I'Office fédéral de I'énergie — Hiver 2022/2023 », OFEN, novembre 2022,

73671.pdf (admin.ch), uniquement en allemand
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aucune des 1575 simulations réalisées ne fait état de problémes d’approvisionnement. Dans le scénario
de crise S2, il faut s’attendre a une absence totale d’ENS avec la valeur P95 et a une ENS de 542 GWh
avec une valeur P100. Comme décrit ci-dessus, la limitation du redispatching international permet de
réduire substantiellement le volume d’ENS en Suisse, a savoir a 113 GWh. Dans ce cas, la capacité de
réserve nécessaire pour éviter totalement de 'ENS est de 600 MW si elle doit étre utilisée de maniére
purement curative. En cas d’utilisation préventive pendant quelques jours, 'ENS peut également étre
réduite a zéro avec 400 MW.

En outre, il serait théoriquement possible d’éviter complétement de 'TENS avec 400 MW de capacité de
réserve, méme dans un scénario de stress « worst case » avec la mise a disposition de 4,2 TWh d’éner-
gie de redispatching, a condition que les centrales de réserve puissent déja étre utilisées de maniére
préventive sept semaines avant une pénurie effective. Théoriquement une utilisation aussi anticipée est
possible, mais dans la pratique, elle est liée a divers impondérables, d’autant plus qu’il n’est pas toujours
possible d’anticiper la pénurie aussi tét.

L’EICom recommande donc de disposer, a partir de 2025, d’une capacité de réserve capable de fournir
de I'énergie additive avec une puissance continue minimale de 400 MW.

En classant ces résultats, il convient toutefois de préciser explicitement que, contrairement aux calculs
de fin 2021, les deux centrales de Beznau ont été considérées comme continuant de fonctionner
en 2025. Les résultats montrent une trés grande réactivité a cet égard. Si une unité de Beznau venait a
tomber durablement en panne (les pannes de courte durée sont modélisées dans tous les calculs), cela
ferait déja passer 'ENS de 542 GWh a 1299 GWh dans le pire des cas du scénario S2. Si les deux
unités de Beznau venaient a apparaitre comme indisponibles dans le modéle, on peut estimer 'ENS a
environ 2000 GWh avec la valeur P100.

Il n’est pas possible d’estimer la probabilité d’occurrence effective du scénario de stress présenté, com-
binant simultanément différents facteurs de stress (disponibilité réduite de I'énergie nucléaire, pénurie
de gaz, période de froid). L’hiver 2022/23 a toutefois montré qu’une telle situation ne peut pas étre tota-
lement exclue. En ce qui concerne une éventuelle pénurie de gaz en Europe, les terminaux d’importation
de gaz liquéfié en cours de construction, notamment en Allemagne, pourraient permettre de désamorcer
quelque peu la situation & moyen terme. A l'inverse, dans un contexte géopolitique tendu, des incerti-
tudes subsistent également sur le marché mondial du gaz liquéfié. De plus, avec le vieillissement pro-
gressif des centrales nucléaires en Suisse et en France, la perspective serait plutét a une augmentation
des risques en matiere de disponibilité. Des incertitudes subsistent également quant a I'évolution de la
politique climatique mondiale et européenne.

Perspectives pour 2030 et 2035

Pour le dimensionnement des réserves a I'horizon 2025, il est également important d’envisager I'évolu-
tion future. Parallélement aux calculs en lien avec I'adéquation du systéme pour 2025, 'EICom a égale-
ment révisé son document de référence sur la production hivernale sur la base de nouveaux chiffres
pour 2030 et 2035. Ces résultats sont présentés dans un rapport séparéx,

L’indisponibilité prolongée des centrales nucléaires suisses reste également jusqu’en 2035 le principal
facteur de risque en termes de résilience durant le semestre d’hiver. Il est trés difficile d’estimer dans
quelle mesure une production hivernale supplémentaire pourra compenser les besoins supplémentaires
durant le semestre d’hiver, car I'évolution de la demande a moyen et long terme ainsi que le rythme de
développement des énergies renouvelables sont treés incertains. Ainsi, dans le cas d’'une durée d’exploi-
tation de 60 ans pour une centrale nucléaire, il était possible de justifier des réserves comprises entre 0

x Cf. Capacité de production hivernale, estimations de 'EICom concernant la sécurité de I'approvisionnement en électricité en Suisse
jusqu’en 2035, EICom, juillet 2023
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et 2100 MW en 2030 et 2035, selon le scénario retenu*. Sur la base de ces analyses, I'EICom recom-
mande une réserve de 700 a 1400 MW de puissance continue a moyen et long terme.

D’un point de vue économique, le gain de résilience doit étre mis en balance avec les colts d'une telle
réserve. Partant du principe que les réserves ne devront probablement étre que peu utilisées, voire pas
du tout, elles engendrent surtout des co(ts fixes et émettent en outre moins de CO:2 que prévu. Il convient
de noter qu’un dimensionnement plus important de la capacité de réserve augmente certes les colts
fixes, mais réduit en méme temps la durée d’'une intervention préventive.

Conclusion et recommandation de ’EICom

Sur la base de I'évaluation actuelle de la situation et en supposant que les centrales de Beznau 1 et 2
seront encore en service en 2025, une réserve d’au moins 400 MW (capacité de puissance permanente)
semble appropriée pour la période au-dela de 2025.

Cette recommandation est compatible avec les conclusions du document de référence sur la produc-
tion hivernale révisé. Pour la période 2030 a 2035, des réserves de I'ordre de 700-1400 MW sont con-
sidérées comme judicieuses du point de vue de I'approvisionnement et de I'économie nationale. En
raison des incertitudes relativement importantes et de la longue durée de réalisation, il est recom-
mandé de s’attaquer immédiatement aux étapes suivantes, tout en les échelonnant afin de pouvoir ré-
agir aux développements ultérieurs.
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Haftung

Obwohl Swissgrid AG («die nationale Netzgesellschaft») mit aller Sorgfalt auf die Richtigkeit, der im vorlie-
genden Bericht enthaltenen Informationen und Simulationen achtet, kann hinsichtlich der inhaltlichen Rich-
tigkeit, Genauigkeit, Aktualitat, Zuverlassigkeit und Vollstandigkeit dieser Informationen und Simulationen
keine Gewahrleistung Ubernommen werden.

Haftungsanspriiche gegen die nationale Netzgesellschaft wegen Schaden materieller oder immaterieller Art,

welche aus der Bearbeitung oder Nutzung bzw. Nichtnutzung der verdéffentlichten Informationen und Simu-
lationen in diesem Bericht entstehen, sind ausgeschlossen.
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Executive Summary

Gemass Verordnung Uber die Errichtung einer Stromreserve fir den Winter (Winterreserveverordnung,
WResV) bereitet das Bundesamt flir Energie (BFE) aktuell die Ausschreibung fiir die Bereitstellung von
Reservekapazitat («erganzende Reserve») per 2025 vor. Dies geschieht mit dem Ziel, Spitzenlasten abzu-
decken und die bereits vom BFE kontrahierten Reserve-Gaskraftwerke in Birr (AG), Cornaux (NE) und
Monthey (VS) ab 2026 zu ersetzen bzw. zu erganzen.

Vor diesem Hintergrund hat die Eidgendssische Elektrizitdtskommission (EICom) eine Abschatzung der
Versorgungssicherheit mit Strom im Jahr 2025 durchgefiihrt. Die dazu notwendigen Simulationen wurden
Ende Marz 2023 bei der nationalen Netzgesellschaft Swissgrid in Auftrag gegeben. Die Vorgaben fir die
Durchfiihrung der Simulationen sowie die Definition der Rahmenbedingungen, wie z.B. die Wahl der unter-
suchten Szenarien, legte das Steuerungsgremium mit Vertretern aus EICom und BFE fest.

Methodik und Szenarien

Die Methodik der vorliegenden Untersuchung entspricht den vorangegangenen Analysen zur Versorgungs-
sicherheit mit Strom in der Schweiz, welche die nationale Netzgesellschaft im Auftrag der EICom in den
Jahren 2017, 2018 und 2020 durchfiihrte. Sie baut auf der Methodik des European Resource Adequacy
Assessments (ERAA) des Verbandes der europaischen Ubertragungsnetzbetreiber (ENTSO-E) auf.

+ Die vorliegende Studie analysiert die Versorgungssicherheit mit Strom in der Schweiz im Jahr 2025. Die
Annahmen zum Kraftwerkspark und zum Verbrauch sind weitestgehend dieselben wie in der Frontier-
Studie «Stromzusammenarbeit CH-EU», welche sich fir das europaische Ausland auf das Szenario
«National Trends 2025» der Pan European Market Modelling Database (PEMMDB) der ENTSO-E stitzt.
Die Annahmen in der Frontier Studie fir den Verbrauch in der Schweiz im Jahr 2025 orientierten sich an
den Annahmen der Energiestrategie 2050 (Szenario «Neue Energiepolitik» [NEP], Ausgabe 2013). Die
Frontier-Studie analysiert die Versorgungssituation im Jahr 2025.

» Die Annahmen zu den thermischen, Solar- und Windkapazitaten in der Schweiz und ihren Nachbarzonen
Deutschland/Luxemburg, Frankreich, Italien und Osterreich wurden fiir die vorliegende Studie auf Basis
der Annahmen im European Ressource Adequacy Assessment (ERAA) 2022 aktualisiert.

+ Die Analyse verwendet sowohl klimaabhangige Eingangsgrossen wie die Stromproduktion aus erneuer-
baren Quellen, die Wasserverfligbarkeit, den Stromverbrauch als auch klimaunabhangige Eingangsgrds-
sen wie ungeplante Kraftwerksausfalle. Diese werden nach dem Zufallsprinzip so oft miteinander kombi-
niert, bis ein statistisch belastbares Ergebnis vorliegt. Jede einzelne Simulation besteht jeweils aus
einem von 35 verfugbaren Klimajahren fur die klimaabhangigen Eingangsgréssen und einer zufalligen
Ausfallkombination fir die ungeplanten Kraftwerksausfalle. Jedes Klimajahr wird nach dem Zufallsprinzip
so oft mit einer aus 10°‘000 maoglichen Ausfallkombinationen verknUpft, bis die Ergebnisse statistisch kon-
vergieren. Das wichtigste Ergebnis einer solchen Analyse ist der Anteil des Verbrauchs in einer betrach-
teten Periode, die nicht durch entsprechende inlandische Produktion oder Importe gedeckt werden kann
(Energy not served — «kENS»).

Des Weiteren wurden fiir die Simulationen in Abstimmung mit dem Auftraggeber der Studie folgende An-
nahmen getroffen:

* Regelreserven: Die von Wasserkraftwerken vorgehaltene Regelleistung wird von der verfligbaren Erzeu-
gungsleistung abgezogen. D.h. die durchschnittlich in der Schweiz vorgehaltene Regelleistung in Hohe
von 869 MW gilt als nicht verfigbare Produktionskapazitat. Zuséatzlich folgt die Dimensionierung der Re-
gelenergie in der Schweiz den historischen Aktivierungen, und die durchschnittliche historisch abgeru-
fene positive Regelenergie in Hohe von 400 GWh/a wird von der verfligbaren Speicherproduktion abge-
zogen.
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» Grenzkapazitaten: Die Grenzkapazitaten basieren auf den von Frontier Economics ermittelten Werten
des «Szenarios 1 — Keine Kooperation'» aus der Frontier Studie. Entsprechend der Annahmen in dieser
Studie wurden darauf basierend geringe Aktualisierungen vorgenommen. Details dazu finden sich in Ab-
schnitt 3.4.

Zufallige Kraftwerksausfalle werden basierend auf historischen Wahrscheinlichkeiten je Kraftwerkstyp mo-
delliert. Unterschiedliche Verbrauchssituationen werden durch die verschiedenen Klimajahre bertcksich-
tigt. Alle Szenarien unterstellen, dass die Marktmechanismen weiterhin in Kraft sind, keine Exportrestriktio-
nen eingefuhrt und Angebot und Verbrauch nicht zentral gelenkt werden.

Ergebnisse

Zentrales Ergebnis der Simulationen ist die Energy Not Served (ENS). Die ENS, ausgewiesen in GWh, ist
die Verbrauchsmenge, die im betrachteten Zeitraum von Januar bis Dezember 2025 nicht gedeckt werden
kann. Die Simulationen zeigen folgende Ergebnisse:

» Im Referenzszenario steht — trotz der getroffenen Annahmen (geringe Verfiigbarkeit franzdsischer Kern-
kraftwerke in den Wintermonaten, nahezu keine Grenzkapazitaten an der italienischen Grenze, deutliche
reduzierte Grenzkapazitaten an der deutschen, Osterreichischen und franzésischen Grenze, hoher Ener-
giebedarf fur internationalen Redispatch) — in sdmtlichen Simulationen in jeder Stunde im Jahr 2025 aus-
reichend Energie aus in- und auslandischer Produktion zur Deckung der Schweizer Stromnachfrage zur
Verfligung. Voraussetzung hierflr ist, dass in Europa weiterhin ein marktbasierter Stromhandel vor-
herrscht und die gegenseitige Stlitzung in Knappheitssituationen gewahrleistet ist. Details finden sich im
Abschnitt 4.14.1.

» Der verstarkte Ausbau erneuerbarer Energien in der Schweiz und den umliegenden Nachbarzonen tragt
insbesondere in den spaten Wintermonaten maRgeblich zur Verbesserung der Versorgungssituation in
der Schweiz bei.

* Im Sinne eines Stressszenarios wurde das Referenzszenario dahingehend verscharft, als dass seitens
des Auftraggebers angenommen wurde, dass im Jahr 2025 weiterhin eine europaweit eingeschrankte
Gas-Verfugbarkeit herrscht, aufgrund derer die Stromproduktion aus Erdgas, abgestuft nach der Abhan-
gigkeit von russischem Gas, europaweit durchschnittlich um ca. 15% eingeschrankt ist. In einem solchen
(Stress-)Szenario tritt in 39 von 1'575 Simulationen (2.5%) in der Schweiz ENS auf. In 1% der betrachte-
ten Simulationen Ubersteigt die ENS einen durchschnittlichen Schweizer Wintertagesverbrauch (d.h.
ENS grésser als 170 GWh). In den meisten Simulationen (97.5%), tritt in diesem Szenario hingegen
keine Knappheitssituation in der Schweiz auf.

» Eine Detailstudie auf Basis des Worst Case fur die Schweiz (d.h. jener Simulation mit der hochsten ENS)
im Szenario mit eingeschrankter Gas-Verflugbarkeit zeigt, dass Spitzenlast-Gaskraftwerke einen Beitrag
zur Starkung der Versorgungssicherheit in diesem Worst Case leisten. Allerdings hangt die Hohe des
Beitrags sehr von der Betriebsweise ab. Gaskraftwerke mit einer Leistung von beispielsweise insgesamt
400 MW reduzieren die im untersuchten Worst Case auftretende ENS von 542 GWh auf 397 GWh, wenn
sie kurativ, d.h. bei Eintreten von ENS eingesetzt werden. Dieselben Kraftwerke kompensieren die im
Worst Case auftretende ENS mittels eines praventiven Einsatzes vollstandig. Dazu bendtigen sie jedoch
eine praventive Einsatzzeit von 7 Wochen (vor Eintritt von ENS)2. Sie produzieren dabei ca. 600 GWh
Strom (Auslastung: 89%), meist unter Volllast.

* Wird im Worst Case fur die Schweiz im Szenario mit eingeschrankter Gas-Verflgbarkeit zusatzlich der
dauerhafte Ausfall des Kernkraftwerks Beznau 1 in den Wintermonaten Januar bis einschliesslich April

" Das «Szenario 1 — Keine Kooperation» wurde fiir die Generation Adequacy Analyse im Rahmen der Frontier Studie in Anlehnung an von der EICom
2020 definierte Stressszenarien verscharft und als solches in der Analyse «Konzept Spitzenlastgaskraftwerke» ebenfalls verwendet (dort betitelt als «S1
mod»).

2 Gem. den aktuellen Bestimmungen der Winterreserveverordnung ist ein praventiver Einsatz der erganzenden Reserve nicht vorgesehen.
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angenommen, steigt die ENS signifikant von 542 GWh auf 1'299 GWh pro Jahr an. Dies entspricht ei-
nem Anstieg von ungefahr 3 auf etwa 7.5 Wintertagesverbrauchen in der Schweiz.

* In der vorliegenden Studie wurde der Bedarf fiir internationalen Redispatch aus der Frontier Studie (Sze-
nario «S1 mod?») in H6he von 4.2 TWh gemass den Berechnungen von Frontier Economics Ubernom-
men. Die dafir benétigte Redispatch-Energie wird entsprechend von der fir die Schweiz verfigbaren
Energiemenge in Abzug gebracht. Im Fall einer Halbierung des angenommenen internationalen Redis-
patch-Volumens von 4.2 TWh auf 2.1 TWh reduziert sich die ENS im Worst Case von 542 GWh auf 113
GWh pro Jahr (auf ungefahr 2/3 eines durchschnittlichen Wintertagesverbrauchs).

Weitere wichtige Aspekte zur Einordung der Ergebnisse

+ Die aktuellen Entwicklungen bei der technischen Integration der Schweiz in Europa, wie zum Beispiel bei
den Kapazitatsberechnungsmethoden an der italienischen Nordgrenze oder bei der flussbasierten Markt-
kopplung der CORE-Region, lassen aus heutiger Sicht darauf schlieRen, dass die Annahmen in der vor-
liegenden Studie iber die Grenzkapazitaten der Schweiz (und damit der Méglichkeiten zum Import) im
Jahr 2025 (insbesondere an der italienischen Grenze) sehr restriktiv sind.

 Fir die Abschatzung moglicher Auswirkungen einer europaweit eingeschrankten Gas-Verfiigbarkeit auf
die Versorgungssicherheit mit Strom in der Schweiz im Jahr 2025 miissen seitens des Auftraggebers der
Studie viele Annahmen Uber die Entwicklung bedeutender Einflussfaktoren getroffen werden (z.B. Gas-
Verfugbarkeit nicht-russischer Anbieter, Substitutionsmdglichkeiten durch Flissigerdgas, Entwicklung
der Gas- sowie Stromnachfrage vor dem Hintergrund politischer Eingriffe). Die Ergebnisse der vorliegen-
den Studie sind somit stets vor dem Hintergrund der getroffenen Annahmen zu interpretieren.

 Der in der Detailstudie betrachtete Worst Case (siehe Abschnitt 4.3) ist keine getroffene Annahme, son-
dern ein einzelnes Ergebnis aus 1’575 Monte-Carlo Ziehungen. Das Ergebnis des Worst Case ist somit
modellgetrieben und ergibt sich aus den hinterlegten Wahrscheinlichkeiten von unvorhergesehenen
Kraftwerksausfallen. Fir eine andere Simulation kdnnen die Ergebnisse in Abschnitt 4.3 abweichen.

+ Bei der vorliegenden Einschatzung des ENS-Risikos werden die Regelreserven der TSOs nicht zur De-
ckung des Verbrauchs eingesetzt. Es wird — wie bei den Berechnungen der ENTSO-E — angenommen,
dass die Regelreserven (Leistung und Energie) nur fur die Gewahrleistung des sicheren Systembetriebs
zur Verfugung stehen.

+ Die hier vorgestellten Analysen decken «nur» Situationen ab, die historische Klimadaten zu Temperatur,
Wind und Wasserverfugbarkeit abbilden. Nicht abgedeckt sind grossflachige Durren, Katastrophen-
falle/Terror, eine Jahrhunderthitze/-kalte (sofern nicht bereits in den Klimadaten 1983-2016 enthalten?)
oder bisher nicht beobachtete Kombinationen besonderer Wetterphdnomene.

+ Nicht enthalten in den Simulationen sind Versorgungsunterbrechungen aus anderen Grinden als einem
(langfristigen) Kapazitats- oder Energiemangel, z.B. Netzversagen auf Ubertragungs- oder Verteilnetz-
ebene (z.B. Lawine, Frequenzprobleme aufgrund von Prognosefehlern oder dauernder Ausfall von gros-
sen Kraftwerken, die in den Szenarien nicht explizit beriicksichtigt sind).

» Die meisten Lander sind als eine Marktzone modelliert. Da die grenziiberschreitenden Netzkapazitaten
in den Analysen auf fix definierten Austauschkapazitaten (NTCs) basieren, sind landesinterne Netzeng-
passe nur implizit in den jeweiligen NTC-Werten bertcksichtigt. Die zunehmende flussbasierte Markt-
kopplung (FBMC), wie sie in Europa bereits grosstenteils implementiert ist, wird in der Studie nicht expli-
zit modelliert. Jedoch basieren die durch Frontier Economics in der Frontier Studie ermittelten

3 Das «Szenario 1 — Keine Kooperation» wurde fiir die Generation Adequacy Analyse im Rahmen der Frontier Studie in Anlehnung an von der EICom
2020 definierte Stressszenarien verscharft und als solches in der Analyse «Konzept Spitzenlastgaskraftwerke» ebenfalls verwendet (dort betitelt als «S1
mod»).

4 Wie beispielsweise die Hitzeperiode im Jahr 2003.
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Grenzkapazitaten und das internationale Redispatch-Volumen auf einer flussbasierten Marktmodellie-
rung.

* Redispatch und tiefergehende netztechnische Fragen werden in dieser Studie nicht adressiert, d.h. es
erfolgen keine Netzberechnungen, inwieweit sich die aus den Marktsimulationen ergebenden Strom-
fliisse seitens der Ubertragungsnetze auch tatsachlich realisieren lassen. Eine Ausnahme davon bildet,
wie oben erwahnt, der von Frontier Economics im Zuge der Frontier Studie ermittelte Bedarf an internati-
onalem Redispatch zur Umsetzung der sog. 70%-Regel durch die benachbarten Ubertragungsnetzbe-
treiber.
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1 Allgemeines Vorgehen
1.1 Hintergrund und Motivation des technischen Berichts

Die Eidgendssische Elektrizitdtskommission (EICom) hat eine Abschatzung der Versorgungssicherheit mit
Strom im Jahr 2025 durchgefiihrt. Die dazu notwendigen Simulationen wurden bei der nationalen Netzge-
sellschaft Swissgrid in Auftrag gegeben.

Die nationale Netzgesellschaft sorgt dauernd fir einen diskriminierungsfreien, zuverlassigen und leistungs-
fahigen Betrieb des Ubertragungsnetzes als wesentliche Grundlage fiir die sichere Versorgung der
Schweiz. Sie ist kurzfristig fir die gesamte Systemsicherheit («System Security») sowie mittel- und lang-
fristig fur die Verfligbarkeit des Ubertragungsnetzes («Transmission Adequacy») verantwortlich (siehe Ab-
bildung 1). Sie ist weder fir die Energieversorgung der Endkundinnen und Endkunden noch fiir den Bau
und den Betrieb von Kraftwerken («Generation Adequacy») zustandig.

Langfristig Echtzeit >

Transmission Adequacy

+ Bereitstellung der Netzinfrastruktur

. GTCMW] System security

(Operational security)

Versorgungssicherheit
(Strom-Adequacy)

+ Stets ausreichende und
ununterbrochene Befriedigung der
Nachfrage nach Energie

« Ausgleich der Nachfrage und Produktion
* N-1[%], ENS [MWh]

- Fokus vorliegender Studie
-GesetzlicherAuftrag nationale
Netzgesellschaft

Abbildung 1: Ubersicht iiber Aspekte der Strom-Adequacy

Ziel der durchgefiihrten Simulationen ist es, auf Basis einer probabilistischen Methode sowie zusatzlich
durch das Steuerungsgremium definierten Szenarien die Bandbreite méglicher Entwicklungen und die
Wahrscheinlichkeit, dass es im Jahr 2025 zu Energy Not Served (ENS) kommen kénnte, aufzuzeigen.
Konkret wird auf Basis der vom Auftraggeber vorgegebenen Szenarien mittels den von der nationalen
Netzgesellschaft durchgefiihrten Simulationen die Frage beantwortet: «Kommt es in der Schweiz in den
definierten Szenarien zu ENS, und wenn ja, kdnnen ein oder mehrere Gaskraftwerke den potenziellen Ver-
sorgungssicherheits-Engpass in der Schweiz I6sen?». Die detaillierten Vorgaben fiir die Durchfiihrung der
Simulationen sowie die Definition der Rahmenbedingungen hat das Steuerungsgremium bestehend aus
Vertretern von BFE und EICom festgelegt (siehe Ubersicht in Abschnitt 3).

Lead Steuerungsgremium Lead Swissgrid

1. Vorgabe der Szenarien
2. Analyse der Versorgungssicherheit

3.b Prifung und Beurteilung der 3.a Aufbereitung der Ergebnisse
Ergebnisse

4. Kommunikation der Ergebnisse

Abbildung 2: Governance der vorliegenden Strom-Adequacy Studie
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Die Methodik basiert auf dem European Resource Adequacy Assessment, und die Datengrundlage der
Simulationen basieren auf dem Mid-term Adequacy Forecast (MAF) 2019 des Verbandes der europai-
schen Ubertragungsnetzbetreiber (ENTSO-E). Uber die Pan European Market Modelling Database
(PEMMDB) hinaus, aus welcher ein Grossteil der Daten in den vorliegenden Simulationen stammt, werden
zusétzliche aktuelle Entwicklungen in folgenden Aspekten berucksichtigt:

+ Anderung der installierten KW-Kapazitaten (siehe Abschnitt 3.1)
» Einbezug vertikaler und horizontaler interner Engpasse (siehe Abschnitt 3.4)

» Anpassung der Modellierung der Regelreserven in der Schweiz (siehe Abschnitt 3.5)

Ein breites Spektrum an Klimabedingungen, Kraftwerksausfallen und Importverfiigbarkeiten ist Teil dieser
Simulationen. Dennoch sind hinsichtlich der Aussagekraft und Belastbarkeit der Ergebnisse die folgenden
Einschrankungen zu machen:

+ Die hier vorgestellten Simulationen decken «nur» Situationen ab, die durch Annahmen zu Klimajahren
sowie zu Wind-/Wasserjahren abgebildet werden. Nicht abgedeckt sind grossflachige Dirren, Katastro-
phenfalle/Terror, eine Jahrhunderthitze/-kalte oder bisher nicht beobachtete Kombinationen besonderer
Wetterphdnomene (sofern diese nicht in den Klimadaten 1982-2016 enthalten sind).

+ Die Simulationen bertiicksichtigen keine Versorgungsunterbrechungen aus anderen Griinden als einem
Kapazitéts- oder Energiemangel wie bspw. Netzversagen auf Ubertragungs- und/oder Verteilnetzebene
(z.B. Lawine, Frequenzprobleme aufgrund von Prognosefehlern oder dauernder Ausfall von grossen
Kraftwerken, sofern in den Stressszenarien nicht explizit berlcksichtigt).

» Die meisten Lander sind als eine Zone modelliert. Da die Analysen auf Net Transfer Capacities (NTC)
basieren, sind die jeweiligen landesinternen Engpasse nur implizit in den jeweiligen NTC-Werten bertick-
sichtigt. Die heute zwischen einigen Zonen angewendete flussbasierte Marktkopplung ist in den vorlie-
genden Simulationen nicht bericksichtigt.

» Grundsatzliche Annahme der Studie ist, dass im Jahr 2025 in Europa ein marktbasierter Stromhandel
vorherrscht und die gegenseitige Stiitzung in Knappheitssituationen gewahrleistet ist, d.h. es wird davon
ausgegangen, dass keine Exportrestriktionen eingefiihrt werden.

1.1 Aufbaus des technischen Berichts

Der technische Bericht ist wie folgt strukturiert:

* Methodik zur Analyse der Strom-Adequacy: In Abschnitt 2 werden das Vorgehen sowie die verwen-
deten Werkzeuge und Kennzahlen der Analyse skizziert. Wichtigste Kennzahl ist die «kEnergy Not Ser-
ved» (ENS) in GWh/a, d.h. diejenige jahrliche Energiemenge, die zur Deckung des Verbrauchs fehlt.

* Annahmen fiir die Simulationen (Abschnitt 3): Die getroffenen Annahmen zum européaischen Strom-
system im Jahr 2025 betreffen u.a. Annahmen zu Kraftwerken, zur Stromnachfrage, zu verfugbaren
NTCs und Brennstoff- sowie CO2-Preisen.

» Ergebnisse der Simulationen und technische Interpretation (Abschnitt 4): Die Interpretation zur
Versorgungssicherheit mit Strom im Jahr 2025 beinhaltet sowohl die Schweiz als auch die regionale Per-
spektive (Schweiz als Teil des europaischen Stromsystems).
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2 Methodik

Ziel der Simulationen ist die Abschatzung des Risikos vom Auftreten von ENS in der Schweiz im Jahr 2025.
Die Simulationen umfassen einen Vergleich von Angebot und Nachfrage, die auch unglinstige Kombinatio-
nen aus hoher Nachfrage (z.B. Stunde an einem kalten Wintertag) und geringem Angebot (geringe Einspei-
sung aus Photovoltaik und/oder Wind bei zeitgleichem Kraftwerksausfall) beinhaltet. Sie beriicksichtigten
Stresssituationen, allerdings keine extremen Schocks (z.B. Terroranschlag oder extreme Kalteperioden).
Das Steuerungsgremium bestehend aus Vertretern von BFE und EICom hat Szenarien fir das Jahr 2025
definiert (siehe Abschnitt 3). Die Simulationen verwenden sowohl klimaabhangige als auch klimaunabhan-
gige Eingangsgrossen, wobei letztere teilweise Zufallsvariablen sind. Abbildung 3 zeigt das Vorgehen im
Uberblick. Die folgenden Abschnitte beschreiben die Eingangsgréssen, die Simulationen und die Art der
Ergebnisse naher. Die Ziffern bezeichnen die jeweiligen Abschnitte.

3.1: Klimaabhéngige Eingangsgrossen

» PV und Wind

» Wasserverfiigbarkeit . .
» Last 3.3: Simulation

» Revisionen

3.4: Indikatoren der
Versorgungssicherheit

Optimierung mit

ppocell) » Energy Not Served (ENS)

Kraftwerksausfallen

3.2: Klimaunabhingige Eingangsgréssen Optimierungshorizont eine »  Loss of Load Expectation

(LOLE)
Loss of Load Probability
(LOLP)

» 3.2.1: Probabilistische Eingangsgrésse V\{O?h§> :
» Ungeplante Kraftwerksausfélle Minimierung systemwesiter
Erzeugungskosten

» 3.2.2: Konstante Eingangsgrossen
» CO,-Preis
» Brennstoffpreise
» Kraftwerkspark
» Kraftwerksparameter
» NTC

Abbildung 3: Die Analyse-Methodik im Uberblick

Die Ziffern bezeichnen den Abschnitt, der den jeweiligen Schritt ndher beschreibt.

Abbildung 4 zeigt den expliziten Zusammenhang zwischen den vom Klima abhangigen bzw. unabhangigen
Eingangsgrossen. Klimaabhangige Eingangsgrdssen liegen flr 35 verschiedene Klimajahre vor. Jede ltera-
tion simuliert eine Kombination aus Klimajahr und ungeplanten Kraftwerksausfallen. Jede der 10°000 maogli-
chen ungeplanten Ausfallkombinationen ist gleich wahrscheinlich (Gleichverteilung) und kann auch mehr-
mals auftreten. Wie oft jedes der 35 Klimajahre simuliert wird, hdngt von der Konvergenz ab (siehe Abschnitt
2.5), die nach N lIterationen erreicht wird. Ist N beispielsweise 700, wird jedes Klimajahr 20-mal simuliert
(700/35 = 20).
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Abbildung 4: Expliziter Zusammenhang zwischen klimaabhéngigen und klimaunabhédngigen Eingangsgréssen

Das gewahlte Klimajahr definiert fir die jeweilige Iteration die Einspeisung aus Photovoltaik und Wind, die
Last und die Wasserverfligbarkeit in jeder Marktzone. Das Lastprofil beeinflusst zudem die Revisionspla-
nung, weil Revisionen jeweils zu Schwachlastzeiten stattfinden. Einzelne TSOs haben explizite Revisions-
plane zur Verfiigung gestellt, welche die im Optimierungstool stattfindende Revisionsplanung je nach An-
gabe des betreffenden TSO entweder ersetzt oder erganzt.

2.1 Klimaabhangige Eingangsgrossen

Die Temperatur beeinflusst die Stromnachfrage in Europa (z.B. Stromverbrauch fur Heizung und Kuhlung).
Zudem spielt das Angebot aus Wind und Photovoltaik eine grosse Rolle fiir die Strom-Adequacy. Eine kriti-
sche Situation kann sich beispielsweise ergeben, wenn bei hoher Stromnachfrage (z.B. kalter Wintertag)
zeitgleich die europaweite Einspeisung aus Wind und Photovoltaik sehr gering ist.

Datenquelle fur alle klimaabhangigen Eingangsgrossen ist die Pan European Climate Database 3.0 (PECD
3.0). Diese enthalt fur die Klimajahre 1982 bis 2016 stiindliche Zeitreihen fur die Einspeisung aus Photovol-
taik und Wind, die Wasserverfiigbarkeit sowie fiir die Last. Die Zeitreihen basieren auf historischen Klima-
daten wie Temperatur, Globalstrahlung, Niederschlag und Windgeschwindigkeiten.

Stromnachfrage

Die stiindlichen Lastprofile entstammen einer Prognosemethode der ENTSO-E (Abbildung 5). Diese erstellt
Lastprofile auf der Grundlage historischer Daten (u.a. historische Lastprofile, Temperatur) und unter Bertick-
sichtigung erwarteter Marktentwicklungen wie z.B. die Anzahl Warmepumpen und Elektrofahrzeuge.® Ziel
der Methode ist es, durch die Bericksichtigung des Klimas und der Entwicklung neuer Technologien zu
fundierten Prognosen fir Lastprofilen zu kommen.

5 Anhang 3 des European Resource Adequacy Assessments (ERAA) 2021 beschreibt ab Seite 30 die Methode des Prognosemo-
dells.
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Im ersten Schritt erfolgt mittels eines reduzierten Datensatzes aus historischen Lastprofilen und Klimadaten
das Training des Prognosemodells. Ziel ist es dabei, jenes Modell zu finden, welches den Zusammenhang
zwischen beobachtetem Verbrauch und Klima bestmaoglich beschreibt und somit die beste Replikation der
historischen Lastkurven erzeugt.

: Training des Modells ‘

— Ein Beispieltag

« /

AN

Last
[ ]

..

Klimavariable

Prognose Stromnachfrage

Prognose mittels
Daten und Modell

Abbildung 5: Schematische Darstellung der aktuellen ENTSO-E Prognosemethode

Im zweiten Schritt erfolgt die Prognose der stiindlichen Lastprofile unter der Beriicksichtigung erwarteter
Marktentwicklungen. Das trainierte Modell verwendet fir die Prognose neben dem vollstdndigen Klimada-
tensatz der PECD 3.0 auch Angaben zu der Anzahl an Warmepumpen und Elektrofahrzeugen. Letztere
fliessen als Ladekurven fir Elektrofahrzeuge bzw. als Lastprofile fir Warmepumpen in die Prognose ein.
Abschliessend lassen sich weitere Auswirkungen auf die Stromnachfrage mittels Adjustierung beriicksichti-
gen. Aus dem Prognosemodell resultieren klimaspezifische Lastprofile in stlindlicher Auflésung fir alle 34
Klimajahre.

Die Simulation beriicksichtigt auch den Einfluss von Demand-Side-Management (DSM). Die entsprechen-

den Annahmen zu den gebotenen Mengen und Preisen stammen aus der PEMMDB. Die Umsetzung im
Modell findet mittels zusatzlicher Erzeugungseinheiten statt, die im Falle eines Einsatzes (wenn der
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Marktpreis den gebotenen Preis erreicht) die Last reduzieren.¢ Fur die Schweiz existiert keine Nachfragefle-
xibilitat im Modell.

Einspeisung aus Photovoltaik und Windkraft

Aus den historischen Globalstrahlungsdaten und technischen Parametern wie z.B. Ausrichtung und Nei-
gungswinkel approximiert die PECD 3.0 die Einspeisung aus Photovoltaik. Aus den historischen Windge-
schwindigkeitsdaten ergibt sich die Einspeisung aus der Windkraft. Eine detaillierte Beschreibung der Da-
ten und der Methodologie der PECD 3.0 findet sich im Anhang 3 des ERAA 2021 ab Seite 31.7

Abbildung 6 und Abbildung 7 zeigen beispielhaft die Produktion aus Windkraft und Photovoltaik pro MW
installierter Leistung fur das hydrologische Jahr vom Oktober 2010 bis September 2011, jeweils im Jahres-
verlauf und flr einen einzelnen Tag. Da die Modellierung einen durchschnittlichen Kapazitatsfaktor fiir die
gesamte Schweiz vorsieht, schwankt dieser weniger als bei einer regionalen Betrachtung. So liegt der PV-
Kapazitatsfaktor, das heisst der produzierende Anteil der installierten Leistung, selten Gber 50%.

Normalisierte PV-Produktion im hydrologischen Jahr 2016
70%
60%

S 50%

Kapazitastfakto
8 35
X X

20%

10%

0% =
Oktober November Dezember Januar  Februar Mérz April i Juni Juli August September
Monat

Datum 11. Juni 2016
60%

+» 50%
g
340%
17}
8 30%
N 209
< 20%
U]
X 10%

0%

1 3 5 7 9 11 13 15 17 19 21 23
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Abbildung 6: Beispielhaftes Produktionsprofil Photovoltaik

Darstellung fir die normalisierte tégliche Photovoltaik-Produktion im Jahresverlauf (Oktober 2015 - September 2016) und an dem Sommertag 11. Juni
2016.

8 Details zur Modellierung der Nachfrageflexibilitit finden sich im Anhang 3 auf Seite 13 des ERAA 2021. https://www.entsoe.eu/out-
looks/eraa/2021/eraa-downloads/

7 https://www.entsoe.eu/outlooks/eraa/2021/eraa-downloads/
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Normalisierte Windkraft-Produktion im hydrologischen Jahr 2016
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Abbildung 7: Beispielhaftes Produktionsprofil Windkraft
Darstellung flr die normalisierte tégliche Windkraft-Produktion im Jahresverlauf (Oktober 2015 - September 2016) und an dem Wintertag 09. November
2015.

Wasserverfiigbarkeit

Neben der Stromnachfrage sowie der Windkraft- und Photovoltaik-Produktion beeinflusst das Klima auch
die Wasserverfugbarkeit, welche fur die Strom-Adequacy insbesondere in der Schweiz eine wichtige Rolle
spielt. Die installierte Leistung von Wasserkraftwerken, die deutlich Gber der Schweizer Spitzenlast liegt,
erscheint zwar auskdmmlich. Trotzdem ist nicht notwendigerweise gesichert, dass die Kraftwerke in Zeiten
hoher Stromnachfrage Uiber einen ausreichend langen Zeitraum hinweg produzieren kénnen, denn es muss
genugend Wasser zum Betrieb der Anlagen zur Verfiigung stehen.

Seit der Version 3.0 enthalt die PECD auch die Wasserverfiigbarkeiten. Die Laufwasserproduktion liegt als
Summe der Produktion pro Tag fir jedes Klimajahr vor. Fur die (Pump-)Speicherproduktion enthalt die PECD
3.0 wdchentliche Zuflisse sowie die historischen Pegelstdnde zu Beginn jeder Woche. Letztere dienen in
der Marktsimulation als Orientierungspunkte. Die resultierende Produktion innerhalb einer Woche sowie die
Pumpenergie sind ein Ergebnis der Marktsimulation, die einen wochentlichen Optimierungshorizont verwen-
det (siehe Abschnitt 2.3).

Geplante Nichtverfiigbarkeiten (Kraftwerksrevisionen)

Sofern geplante Kraftwerksrevisionen in der Datenerhebung in der PEMMDB angegeben sind, werden diese
in den Simulationen bericksichtigt. Fir Kraftwerke ohne vorgegebene Nichtverfiigbarkeiten erstellt das fir
die Analyse verwendete Simulationstool unter Berticksichtigung der Residuallast in einer Region einen Re-
visionsplan. Das bedeutet, dass wahrend Perioden mit hohem Stromverbrauch keine oder wenige Revisio-
nen geplant werden. Es resultieren somit in der Regel keine Revisionen bei grossen Kraftwerken wahrend
der Wintermonate. Dies entspricht der aktuellen Praxis in der Schweiz, keine Revisionen von Kernkraftwer-
ken im Winter zu planen.
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Bezuglich der Nichtverfugbarkeiten wird zwischen Wasserkraftwerken und thermischen Kraftwerken unter-
schieden:

»  Wasserkraftwerke sind im Modell zu grésseren Einheiten aggregiert, deshalb werden ihre geplanten
Ausserbetriebnahmen nicht explizit modelliert. Die Revisionen werden implizit jedoch bertcksichtigt, in-
dem man die historischen Produktionswerte als Basis flr die Wasserverfiigbarkeit annimmt. Darin sind
die historischen Ausserbetriebnahmen enthalten. Ausserdem ist nicht die Leistung der Wasserkraft-
werke, sondern die fur sie verfligbare Wasser- und damit Energiemenge ein limitierender Faktor fir die
mogliche Produktion. Dies gilt sowohl fiir Laufwasser- als auch fir Speicherkraftwerke.

» Die thermischen Kraftwerke werden getrennt nach Brennstoffart modelliert, weshalb ihre geplanten Aus-
serbetriebnahmen praziser modelliert werden kdnnen. Die Revisionen einzelner Blocke werden auf Ba-
sis des Lastprofils und der eingegebenen Nichtverfligbarkeitsrate optimiert. Letztere stammen aus den
Nichtverfigbarkeitsmeldungen der Kraftwerksbetreibers. Auf Basis der Daten fiir die Jahre 2016 bis 2019
betragt sie fur die Schweizer Kernkraftwerke ca. 20% der Zeit im Sommer (April bis September)

2.2 Klimaunabhangige Eingangsgrossen
2.2.1 Probabilistische Eingangsgrossen

Der in der Analyse verwendete Ansatz der Monte-Carlo-Simulationen basiert auf probabilistischen
Eingangsgrossen. Die Eingangsgrossen werden so oft zufdllig «gezogen» (d.h. vom Modell zufallig
ausgewahlt), bis man davon ausgehen kann, dass gentigend Konstellationen vorliegen, um ein Phadnomen
belastbar beschreiben zu kénnen. Ist das der Fall, spricht man von Konvergenz (siehe Abschnitt 3.5). Die
probabilistischen Eingangsgrossen fir die Analyse der Strom-Adequacy sind die vom Klima unabhangigen
ungeplanten Kraftwerksausfalle.

Die Analyse berticksichtigt ausschliesslich ungeplante Ausfalle der thermischen Kraftwerke. Ausfalle sind
unabhangig vom Klima und erfolgen zufallig auf Basis der eingegebenen Raten fir ungeplante Ausfalle (5%
bis 10% fir thermische Kraftwerke). Eine Rate von 5% bezogen auf ein Jahr bedeutet, dass das Kraftwerk
in diesem Jahr in 5% der Zeit ungeplant ausfallt. Die zeitliche Verteilung der Ausfalle auf die einzelnen
Kraftwerke wird aus einer Gleichverteilung von 10°‘000 mdglichen Kraftwerksausfallkombinationen zufallig
ausgewahlt, welche die vorgegebenen Raten fiir alle modellierten Kraftwerke erfiillen. Ungeplante Ausfalle
sind unabhangig von der Revisionsplanung, vom Verbrauch und von den jeweils angenommenen
Reduktionen des Kraftwerksparks in den einzelnen Szenarien. Daher sind, wie in der Realitat, Ausfalle
grosser Kraftwerke auch zu Hochlastzeiten, wahrend der geplanten Revision anderer Kraftwerke und auch
in Stressszenarien mit anderweitig bereits reduziertem Kraftwerkspark moglich.

Die ungeplanten Ausserbetriebnahmen der Wasserkraftwerke werden nicht probabilistisch modelliert, da sie
in den historischen Produktionswerten enthalten sind.

2.2.2 Konstante Eingangsgrossen

Die folgenden Eingangsgrdssen definieren den Szenariorahmen und bleiben jeweils fir alle Iterationen des
Referenzszenarios und der beiden Stressszenarien konstant:

+ Installierte Kraftwerksleistung (bis auf die expliziten Annahmen in den jeweiligen Stressszenarien) und
technische Parameter

* Annahmen zu den Brennstoff- und CO2-Preisen

* Annahmen zu den verfigbaren Grenzkapazitaten fir Import/Export von Elektrizitdt (NTC-Annahmen)

8 Die Kraftwerksbetreiber senden diese Daten der European Power Exchange (EEX), welche sie an das Transparenz-Portal der
ENTSO-E weiterleitet: https://transparency.entsoe.eu/

Adequacy-Berechnungen im Rahmen der Ausschreibung von Reservekraftwerken | Offentlich 22/46


https://transparency.entsoe.eu/

swissgrid

Die angenommenen Parameter fur diese konstanten Eingangsgréssen finden sich in Abschnitt 4.

2.3 Simulation

Neben der Versorgungssituation hierzulande (Stromnachfrage und Erzeugungskapazitaten) spielt fur das
Auftreten von ENS in der Schweiz auch die Situation im gesamteuropaischen Stromsystem eine sehr wich-
tige Rolle. Im Modell wird deshalb die gesamte ENTSO-E-Region modelliert (siehe Abbildung 8).

Die Simulationen erfolgen nach der Konsolidierung und Aufbereitung der Daten mit dem kommerziellen
Marktsimulationstool «PowrSym»?®.

Jede Simulation kombiniert ein Klimajahr mit einer zufallig ausgewahlten Kraftwerksausfallsituation. Das ge-
wahlte Jahr definiert fir jede Markizone die Einspeisung aus Photovoltaik und Wind, die Last sowie die
Wasserverflgbarkeit fur die jeweilige Simulation. Das Lastprofil beeinflusst zudem die Revisionsplanung,
weil Revisionen jeweils fiir Schwachlastzeiten geplant werden.

Abbildung 8: ENTSO-E (dunkelgrau) und angrenzende Zonen (hellgrau)

Das verwendete Marktmodell ermittelt fir jede Kombination aus Klima-, Wasser- und Ausfallsituation den
kostenoptimalen stindlichen Kraftwerksabruf im betrachteten Gesamtsystem sowie die stindlichen

9 http://www.powrsym.com/
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Handelsflisse zwischen den Marktzonen. Dabei gelten die technischen und 6konomischen Randbedingun-
gen® fur Kraftwerke, Speicher und den internationalen Stromhandel (Netze). Um Aspekten einer langfristi-
geren Speicherbewirtschaftung Rechnung zu tragen, sind auch Fullstdnde ausserhalb der historisch beo-
bachteten Spannweite moglich. Das verwendete Simulationstool PowrSym funktioniert wie folgt:

Zielfunktion und Optimierungslogik: Zielfunktion der Simulationen ist die Minimierung der Systemkos-
ten. Das angewendete Fundamentalmarktmodell unterstellt somit einen perfekten Markt, d.h. das Vor-
handensein von Informationssymmetrie bei gleichzeitiger Abwesenheit von Missbrauch oder Marktmacht
sowie anderen marktverzerrenden Faktoren. Das Optimierungsmodell entspricht somit am ehesten einer
ATC"-basierten impliziten Intraday-Auktion ohne Vorlaufzeit. Im Rahmen der Adequacy-Analyse mini-
miert das Modell die ENS-Summe fiir das System pro Woche.

» Optimierungshorizont: Das Modell simuliert jeweils ein Jahr in stiindlicher Auflésung, wobei der Opti-
mierungshorizont eine Woche umfasst. Das Modell schaut somit bei der Bestimmung des Kraftwerksein-
satzes maximal eine Woche in die Zukunft. Ungeplante Kraftwerksausfalle, Einspeisung der erneuerba-
ren Energien sowie die Lastprofile innerhalb dieser Woche sind beim Start der Optimierung fir die
jeweilige Woche bekannt. Weiter in der Zukunft liegende Ereignisse sind jedoch nicht bekannt. Vor der
waochentlichen Optimierung erfolgt eine Revisionsplanung (geplante Nichtverfiigbarkeiten) basierend auf
dem Lastprofil und den angenommenen Raten fiir geplante Kraftwerksrevisionen.

» Optimierungsablauf: Abbildung 9 zeigt den Schritt «Simulation» aus Abbildung 3 im Detail. Die Opti-
mierung erfolgt auf Basis der Grenzkosten der Erzeugung:

1. Optimierung und Berechnung der Revisionsplanung: Das Modell verteilt die angenommenen Ra-
ten fur geplante Revisionen optimal auf den zur Verfugung stehenden Zeitraum. Das flhrt dazu, dass
die Revisionen hauptsachlich zu Schwachlastzeiten stattfinden, was die Wahrscheinlichkeit erhoht,
dass der gesamte Verbrauch gedeckt werden kann. Da Revisionen langer als eine Woche dauern
kénnen, betrachtet das Modell in diesem Schritt das gesamte Jahr.

2. Ermittlung der Residuallast: In jeder Woche resultiert die stiindliche Residuallast als Differenz der
Produktionsprofile der erneuerbaren Energien (inkl. Laufwasser) und des Stromverbrauchs.

3. Einsatz der thermischen Erzeugungseinheiten: Dieser folgt dem Prinzip der Minimierung der sys-
temweiten Erzeugungskosten und resultiert in Grenzkosten fur jede Marktzone.

4. Einsatz der (Pump-)Speicherkraftwerke: Auf Basis des Ergebnisses aus Schritt 3 wird der Einsatz
der (Pump-)Speicherkraftwerke optimiert. Grundlage fiir die Entscheidung zum Pumpen oder Turbi-
nieren sind die in Schritt 3 ermittelten zonalen Grenzkosten. Pumpspeicher pumpen also zu Zeiten
niedrigerer Grenzkosten und turbinieren zu Zeiten héherer Grenzkosten. Das Tool sucht weiterhin
die kostenoptimale Deckung der systemweiten Last. Beim Einbezug der Pumpspeicher berlcksich-
tigt es die verfiigbare grenziiberschreitende Ubertragungskapazitat. Die flussbasierte Marktkopplung
wird vereinfacht Gber NTCs abgebildet. Ebenfalls Eingang in die Pumpspeicheroptimierung finden die
hydrologischen Randbedingungen wie Zufluss und Pegelstidnde, wobei letztere den historischen
Rahmen verlassen kédnnen. Nach Schritt 4 resultiert der Marktpreis fur jede Zone.

10 Wirkungsgrad, Anfahrtsrampen, minimale Stillstands- und Laufzeiten, Ausfallraten, Revisionsraten und Einschrankungen von Revi-
sionen, Emissionsraten, Leistungsbeschrankungen, Must-run-Bedingungen, Startkosten, Zufluss und Pegelstande der Seen.
" Available Transfer Capacity
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Verbrauch

» Endverbrauch pro Stunde Revisionsplanung

Rate fiir geplante Kraftwerks-Revisionen (%)

Angebotsabhangige Erzeugung Ermittiung der Residuallast

» Einspeisungpro Stunde

Ubertragungskapagzitit

Einsatz der thermischen KW
Kraftwerksparameter

» Kapazitat

» Betriebs-, Brennstoff-, CO,-, Startkosten
» Effizienz

» Ausfille Ermittlung der Grenzkosten
» Leistungsvorhaltung

» Zufluss und Reservoirgrosse (fur Wasserkraft)

(Pump-)Speicheroptimierung

» Entscheidung Pump- oder Turbinierbetrieb Einsatz der (Pump-)Speicher-KW
» Berucksichtigung der Ubertragungskapazitat
» Berlcksichtigung der hydrologischen Randbedingungen
» Systemoptimierung

Abbildung 9: Eingangsgrossen und Optimierungsablauf von PowrSym

Die angebotsabhangige Erzeugung umfasst Laufwasser, Photovoltaik, Windkraft, andere erneuerbare Erzeugung (Biomasse etc.) sowie andere nicht

erneuerbare Erzeugung (Kraft-Warme-Kopplung etc.).

2.4 Adequacy-Indikatoren

Die Ergebnisse der Simulationen werden mit folgenden Indikatoren zusammengefasst:

* Energy Not Served (ENS), auch Energy Not Supplied genannt, ist der absolute Wert des erwarteten
nicht gedeckten Verbrauchs in der Schweiz in der betrachteten Periode. Alle Ergebnisse basieren auf
der Gesamtbetrachtung aller Simulationen. Fir jede Stunde resultieren ein Minimum, ein Maximum und
ein Mittelwert sowie fiir die Jahreswerte folgende Kennzahlen:

« Mittelwert: Durchschnitt Gber alle Simulationen

+ P50-Wert (50. Perzentil, Median): In 50% aller Simulationen ist die ENS-Summe kleiner oder grésser

als der Median.

+ P95-Wert (95. Perzentil): In 95% aller Simulationen ist die ENS-Summe kleiner, und in 5% ist sie
grosser als der P95-Wert.

» In Abschnitt 5 (Ergebnisse) werden neben dem P50- und P95-Wert zum Teil weitere Perzentile aus-
gewiesen. Die Interpretation der zusatzlichen Perzentile ist dabei analog zum P50 und P95-Wert.
Beispielsweise gilt fir den P67-Wert, dass in 67% aller Simulationen die ENS-Summe kleiner, und in
33% groésser ist als der P67-Wert.

* Loss of Load Expectation (LOLE) bezeichnet die erwartete Anzahl Stunden fur die betrachtete Peri-
ode, in welchen nicht der gesamte Verbrauch gedeckt werden kann (unabhangig von seiner Hohe). Das
heisst, LOLE quantifiziert die Haufigkeit eines nicht gedeckten Verbrauchs, nicht dessen Umfang. Der

Logik der Monte-Carlo-Simulationen folgend, resultieren fir die Jahreswerte der LOLE dieselben Statisti-

ken wie fur die ENS (Durchschnittswert, Median, P95-Wert und andere Perzentile).
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* Loss of Load Probability (LOLP) in Prozent ist ein Mass fiir die Wahrscheinlichkeit, dass der Ver-
brauch nicht vollstandig gedeckt werden kann, ohne den Umfang zu bericksichtigen. Es zeigt die Wahr-
scheinlichkeit, dass der Verbrauch in einer gewissen Stunde nicht vollstandig gedeckt werden kann, ba-
sierend auf den Ergebnissen aller Simulationen.

Das verwendete Modell minimiert die ENS fiir die betrachtete Periode. Die pro Periode ausgewiesene LOLE
ist ein sekundares Ergebnis. Dies muss bei der Interpretation der Resultate berlcksichtigt werden.

Die Verwendung der drei Indikatoren erlaubt eine Abschatzung der Strom-Adequacy.

2.5 Abschatzung der Konvergenz und Anzahl der nétigen Simulationen

Eine zentrale Frage bei Monte-Carlo-Simulationen ist die Anzahl an Simulationen, die nétig sind, um eine
ausreichende statistische Belastbarkeit zu erreichen. Abbildung 10 zeigt die jahrliche ENS im System fir
das Szenario «Eingeschrankte Gas-Verfligbarkeit». Der Durchschnitt liegt mit einer Wahrscheinlichkeit von
95% innerhalb des hellroten Vertrauensintervalls. Der gleitende Mittelwert der ENS (rote Linie) ist ab einer

hinreichend grossen Anzahl Simulationen auch gegen Ausreisser geniigend stabil, so dass man von Kon-
vergenz sprechen kann.

mm 95% Konfidenzintervall (rechte Achse) —System ENS —Gleitender Mittelwert
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Abbildung 10: Konvergenz der jahrlichen ENS im System im Szenario «Eingeschriankte Gas-Verfiigbarkeit»

Die statistischen Annahmen zum Vertrauensintervall von 95% beruhen auf dem Starken Gesetz der grossen
Zahlen und auf dem Zentralen Grenzwertsatz. Sind beide erflillt, gilt der Fehler zwischen dem beobachteten
Mittelwert der systemweiten ENS und ihrem Erwartungswert als normalverteilt. In diesem Fall ist der Fehler

£€n mit der Standardabweichung gy, in der Simulation N

ON

eyl £ 1.96

Das Vertrauensintervall mit uy als gleitender Mittelwert nach N Simulationen ist

ON

VN

ON

—-1.96
:uN m

uy + 1.96

Der Fehler ist auf den gleitenden Mittelwert normiert. Er zeigt die einseitige Weite des Vertrauensintervalls.
Diese betragt 1.2% im Szenario «Eingeschrankte Gas-Verfugbarkeit».

Adequacy-Berechnungen im Rahmen der Ausschreibung von Reservekraftwerken | Offentlich 26/46



swissgrid

3 Definition Referenzszenario und Stressszenario

Die Szenarien der Studie setzen auf das Szenario «S1 mod*» (Modifiziertes Szenario 1 — Keine Koopera-
tion) aus der Frontier Studie aus dem Jahr 2021 auf. Das fir die vorliegende Berechnung aktualisierte Re-
ferenzszenario «S1 update» Ubernimmt die stark eingeschrankten Importkapazitaten aus «S1 mod» der
Frontier Studie und geht zusatzlich im Winter von einer um die Halfte (zuvor um ein Drittel) reduzierten
Kernkraftwerksleistung in Frankreich aus. Die beiden Schweizer Kernkraftwerke Beznau 1 und 2 sind im
Gegensatz zum Szenario «S1 mod» im Jahr 2025 in Betrieb. Aufgrund des vorhandenen «Gegendrucks»
durch Beznau 1 und 2 erhéhen sich die Importkapazitaten an den Grenzen zu Deutschland, Osterreich und
Frankreich um bis zu 100 MW. Des Weiteren wurden die installierten Kapazitaten der thermischen Kraft-
werke sowie die Solar- und Wind-Kapazitaten in den Landern/Zonen Schweiz, Deutschland/Luxemburg, Os-
terreich, Frankreich und Italien an die Annahmen im ERAA 2022 angepasst und das Volumen der Wasser-
kraftreserve und die Brennstoffpreise aktualisiert.

Neben dem Referenzszenario «S1 update» umfasst die Analyse ein vom Steuerungsgremium definiertes
Stressszenario «S2». Zusatzlich zu den Annahmen im Referenzszenario unterstellt das Stressszenario
eine in Europa eingeschrankte Verfligbarkeit von Erdgas fir die Energieerzeugung. Es stellt somit einen
weitergehenden Stresstest fir die Versorgungssicherheit mit Strom in der Schweiz vor allem in den Winter-
monaten Januar 2025 und April 2025 dar. Tabelle 1 fasst die wichtigsten Annahmen zu den Szenarien zu-
sammen. 3

m Installierte Leistung Grenzkapazitaten Brennstoffverfiigbarkeit

Gemass Mid-term Adequacy Forecast 2019 und
European Resource Adequacy Assessment
«S1 update» 2022

Referenzszenario

Stark eingeschrankte
Grenzkapazitaten in Import- und Keine Einschrankungen

Ausfalle in den Wintermonaten (Jan. — April) Exportrichtung

50% des franzdsischen Kernkraftwerkparks

«S2» Eingeschrankte Gas-
Verfiigbarkeit

Limitierte Verfligbarkeit von

Analog zum Referenzszenario Analog zum Referenzszenario o N
Erdgas fiir die Energieerzeugung

Tabelle 1: Zusammenfassung der Szenarien

3.1 Verbrauch und Kraftwerkspark im Jahr 2025

Datenquelle fir den prognostizierten Verbrauch sind die Annahmen im MAF 2019 (Grundlage ist das «Bot-
tom-up»-Szenario National Trends 2025 der korrespondierenden PEMMDB). Abbildung 11 zeigt die Ver-
brauchsspanne uber die Klimajahre 1982 bis 2016.

"2 Das «Szenario 1 — Keine Kooperation» wurde fir die Generation Adequacy Analyse im Rahmen der Frontier Studie in Anlehnung an von der EICom

2020 definierte Stressszenarien verscharft und als solches in der Analyse «Konzept Spitzenlastgaskraftwerke» ebenfalls verwendet (dort betitelt als «S1

mod»).

'3 Bei allen Szenarien gilt die Annahme, dass die Marktmechanismen weiterhin in Kraft sind und keine zentrale Angebots- und Ver-
brauchslenkung in Kraft ist (in der Schweiz erfolgt dies tiber die «Organisation fir Stromversorgung in Ausserordentlichen Lagen»
(OSTRAL)). Die Aktivierung einer solchen obliegt in der Schweiz den Behorden.
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Abbildung 11: Verbrauchsspanne liber die Klimajahre 1982 bis 2016

Der Verbrauch fallt je nach Klimajahr und Zeitpunkt unterschiedlich hoch aus, da er vom Temperaturverlauf
abhangt. Fir einen kaltes Klimajahr (z.B. 1985) betragt der Schweizer Stromverbrauch aufgrund des tem-
peraturbedingten Anstiegs ca. 63 TWh, wahrend fir ein deutlich warmeres Klimajahr (z.B. 2014) ein Ver-
brauch von nur 61 TWh resultiert. Die Pumpenergie fur Pumpspeicherkraftwerke ist dabei noch nicht enthal-
ten, da sie ein Modellergebnis ist. Die Werte aus diesen beiden Jahren stellen den minimalen und maximalen
Verbrauch Uber alle Klimajahre dar. Sie definieren somit die unterstellte Verbrauchsspanne im Jahr 2025.
Fir die Schweiz betragt diese ca. 2 TWh bzw. ca. 3% bezogen auf den Minimalwert. Die relativen Ver-
brauchsschwankungen sind fur andere Lander wie bspw. Frankreich aufgrund der weiten Verbreitung von
elektrischen Heizungen grosser.

Datenquelle fiir die installierten Kapazitaten sind primar die Annahmen im MAF 2019. Fir die Schweiz und
ihren Nachbarlandern wurden die Annahmen zu den thermischen, Solar- und Windkapazitaten auf Basis des
ERAA 2022 aktualisiert. Tabelle 2 zeigt die angenommene installierte Nettoleistung in der Schweiz und ihren
Nachbarlandern im Jahr 2025 unterteilt nach Brennstoffarten.
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Kohle - - 21.2 0 4.9
Gas 5.0 - 34.9 12.7 36.8
0.1 - 1.8 1.6 0.9

Andere Nicht-Erneuerbare - 0.8 0 0 7.6
Wind 5.0 0.2 78.2 26.0 12.2
Photovoltaik 5.0 6.5 94.4 18.2 34.6
Laufwasser 6.1 4.1 4.0 13.6 5.9
Speicherwasser 6.6 121 11.3 1.7 17.9
Andere Erneuerbare 0.6 0.9 7.9 25 4.8
Total 28.5 27.5 253.7 148.1 125.6
davon Thermische KW 5.1 3.7 57.9 76.1 50.2
davon Erneuerbare 23.4 23.8 195.8 72.0 75.4

Tabelle 2: Installierte Leistung im Jahr 2025 in der Schweiz und ihren Nachbarlandern

Die installierte Erzeugungskapazitat in der Schweiz betragt im Jahr 2025 insgesamt 27.6 GW. Die vier Kern-
kraftwerksblécke Beznau 1 & 2, Leibstadt und Gésgen sind im Betrieb und die installierte Solarkapazitat
betragt 6.5 GW (per Ende 2022 waren in der Schweiz ca. 4.6 GW installiert). Die zusatzlichen Kapazitaten
aus der Winterreserve des Bundes wurden fiir die Simulationen nicht berlcksichtig. Deren moglicher Einsatz
wurde im Rahmen einer spezifischen Betrachtung gesondert untersucht (vgl. Abschnitt 4.3). Die Kernkraft-
werksleistung in Frankreich ist in den untersuchten Szenarien in den Wintermonaten von Januar bis ein-
schliesslich April sowie von Oktober bis Dezember gemass den Vorgaben des Steuerungsgremiums um die
Halfte reduziert (siehe Tabelle 1).

Im Szenario «S2» Eingeschrankte Gas-Verfugbarkeit sind die installierten Kern- und Gaskraftwerke analog
zum Referenzszenario verfugbar, jedoch fuhrt eine geméass den Vorgaben des Steuerungsgremiums redu-
zierte Verflgbarkeit von Erdgas (siehe Abschnitt 3.3), zu einer eingeschrankten Produktion der européischen
Gaskraftwerke.

3.2 Annahmen zu Brennstoff- und CO2-Preisen

Eine wichtige Rolle fur die Marktpreisbildung und die daraus resultierenden internationalen Stromflisse
spielen die kurzfristigen Grenzkosten der installierten Kraftwerke. Diese wiederum basieren auf den An-
nahmen zu Brennstoff- und CO2-Preisen. Letztere dienen als Grundlage fir die Marktsimulation und basie-
ren auf den Future-Preisen der European Energy Exchange bzw. der International Exchange vom Stichtag
31. Marz 2023 (Tabelle 3).
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T
€/GJ 1.62
m €/GJ 4.04
m €/GJ 11.00
“ €/GJ 12.87
€/GJ 13.95

Cco, €/ Tonne 98.10

Tabelle 3: Annahmen zu Brennstoff- und CO2-Preisen

Quelle: European Energy Exchange und International Exchange

Diese Annahmen resultieren in der in Abbildung 12 schematisch dargestellten Abrufreihenfolge. Zuerst
kommt die angebotsabhéngige Einspeisung aus Windkraft, Photovoltaik, Laufwasser sowie aus anderen
erneuerbaren Energien und anderen nicht erneuerbaren Stromerzeugungstechnologien (z.B. Kraft-Warme-
Kopplung) zum Einsatz. Diese werden vereinfacht mit Grenzkosten von 0 € MWh modelliert'. Das aktuelle
Marktumfeld sorgt dafirr, dass nach der Kernkraft erst die Braun- und Steinkohlekraftwerke, anschliessend
die olbasierten Technologien und zuletzt die Gaskraftwerke abgerufen werden. Fiir eine Strom-Adequacy
Analyse steht die tatsachliche Héhe der Produktionskosten einer Technologie nicht im Fokus. Doch die
daraus resultierende Abrufreihenfolge ist eine energiewirtschaftliche Rahmenbedingung, die unter der An-
nahme einer eingeschrankten Brennstoffverfigbarkeit wie in der vorliegenden Studie und nicht zuletzt fur
die resultierenden Stromflisse eine wichtige Rolle spielt.

' Grenzkosten sind jene Kosten, die durch die Produktion einer zusatzlichen Einheit, z.B. Energie, entstehen. Nicht alle Arten ange-
botsabhangiger Erzeugung weisen tatsachlich kurzfristige Grenzkosten von 0 €/ MWh auf. Da sie aber angebotsabhangig einspeisen
und nicht marktbasiert, erscheint die Annahme im Rahmen eines Fundamentalmarktmodells gerechtfertigt.
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Abbildung 12: Schematische Darstellung der Abrufreihenfolge verfiigbarer Erzeugungskapazitaten

3.3 Annahmen zur Gas-Verfiigbarkeit

Basierend auf den Vorgaben des Steuerungsgremiums sollen fiir das Jahr 2025 die Effekte einer moglichen
eingeschrankten Gas-Verflugbarkeit untersucht werden. Die Auswirkungen einer mdglichen eingeschrankten
Gas-Verfugbarkeit auf die Strom-Adequacy in Europa im Jahr 2025 werden durch eine Vielzahl von bedeu-
tenden Faktoren bestimmt (z.B. Gas-Verfugbarkeit nicht-russischer Anbieter, Ausbau der Terminals fir Flus-
sigerdgas sowie Verfiigbarkeit von Flissigerdgas, Entwicklung der Gas- sowie Stromnachfrage vor dem
Hintergrund politischer Eingriffe). Mogliche Auswirkungen auf die Strom-Adequacy in der Schweiz lassen
sich aus heutiger Sicht daher nur auf Basis von Annahmen Uber die Entwicklung dieser Faktoren abschat-
zen. Die Ergebnisse dieser Studie sind somit stets vor dem Hintergrund der getroffenen Annahmen zu inter-
pretieren.

Das Steuerungsgremium traf die Entscheidung, die Annahmen zur Reduktion der zur Verfligung stehenden
Erdgasmenge, wie sie in der Studie zur kurzfristigen Strom-Adequacy Schweiz — Winter 2022/2023 ange-
wandt wurden, auch fur das Jahr 2025 zu verwenden. Das bedeutet, dass in einem zusatzlichen Szenario
«S2» durchschnittlich 15% weniger Erdgas fur die Verstromung in Europa im Jahr 2025 zur Verfigung ste-
hen. Darauf basierend wurde pro Land eine prozentuale Reduktion der zur Verfigung stehenden Erdgas-
menge hinterlegt.

Die in gezeigte Reduktion des Gesamtverbrauchs an Erdgas pro Land wird im Szenario «S2» auf die Ver-
fugbarkeit von Erdgas angewandt (Abbildung 13). Dabei dient pro Land die Produktion von Strom aus Erdgas
im Referenzszenario «S1 update» als Basis. Die mengengewichtete Summe der Reduktion der Erdgasver-
fugbarkeit fir die Stromerzeugung pro Land betragt in diesem Szenario europaweit etwa 15%. Einen direkten
Vergleich der historischen Stromproduktion aus Erdgas mit der im Referenzszenario modellierten Strompro-
duktion aus Erdgas zeigt Abbildung 15 im Abschnitt 4.2, der die Ergebnisse des Szenarios «S2» beschreibt.
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Abbildung 13: Durchschnittliche Gas-Verbrauchsreduktion fiir bestimmte Landergruppen.

Quelle: Yearly Outlook 2022/2023 S. 11, Preliminary Results, ENTSO-G.

3.4 Annahmen zu Grenzkapazitaten

Die Grenzkapazitaten basieren auf den Werten aus dem Szenario «S1 mod'» (Modifiziertes Szenario 1 —
Keine Kooperation) aus der Frontier Studie. Diese wurden von den Studienautoren unter Bertcksichtigung
folgender Annahmen festgelegt'®:

» Die Schweizer NTCs wurden so berechnet, dass die benachbarten Regionen die 70%-Regel umsetzen
kénnen. Ausgehend von einer Netzkapazitat von 100% (Fmax), einer Sicherheitsmarge von 10% (FRM)
und der Bereitstellung von 70% (MCCC+MNCC) fur den grenziberschreitenden europaischen Handel,
ergibt sich eine verbleibende Netzkapazitat von 100% - 70% - 10% = 20%. Fur die Schweizer NTC ver-
bleiben damit maximal 20% der Netzkapazitat, wenn nicht interne Flliisse oder Loop Flows zu erwarten
sind.

» Mdgliche Einschrankungen des NTC an der Grenze zu Deutschland bei hoher Belastung des deutschen
Ubertragungsnetzes, z.B. aufgrund von Starkwind- und Hochlastsituationen, wurden abgebildet.

+ Des Weiteren wurde zusatzlich eine Transmission Reliablity Margin (TRM) in Abzug gebracht. Die TRM
ist eine Sicherheitsmarge in der Kapazitatsberechnung, die auf historisch beobachteten Abweichungen
der in den Netzmodellen errechneten Kapazitat von der tatsachlich zur Verfligung stehenden Kapazitat
beruht. Die Reduktion fir die TRM betragt an der Grenze zu Italien 250 MW, und an den drei Nordgrenzen
in Summe 500 MW.

» Das Steuerungsgremium legte fiir die aktuelle Studie zusatzlich fest, dass die beiden Kernkraftwerke Be-
znau 1 und 2 sind im Gegensatz zum Szenario «S1 mod» im Jahr 2025 in Betrieb sind. Dadurch kann
der NTC in Importrichtung an den Grenzen zu Deutschland, Frankreich und Osterreich im Vergleich zu

'S Das «Szenario 1 — Keine Kooperation» wurde fiir die Generation Adequacy Analyse im Rahmen der Frontier Studie in Anlehnung an von der EICom
2020 definierte Stressszenarien verscharft und als solches in der Analyse «Konzept Spitzenlastgaskraftwerke» ebenfalls verwendet (dort betitelt als «S1
mod»).

"6 Die Frontier-Studie verwendet fiir die Annahmen zum internationalen Netzausbau den TYNDP 2018 der ENTSO-E fiir das Zieljahr 2025.
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den Annahmen der Frontier Studie jeweils um 100 MW erhdht werden, da auf der 220kV-Netzebene
mehr Gegendruck vorhanden ist.

In der vorliegenden Studie ist das gesamteuropaische Stromsystem ausschliesslich iber NTC-Werte mitei-
nander verbunden. Dies gilt ebenfalls fur die Zonen der CORE-Region", in denen in der Realitat die Grenz-
kapazitaten per flussbasierter Marktkoppelung (FBMC) bestimmt werden.® Netzengpasse sind durch die
NTC-Werte an den Grenzen jeder Marktzone implizit berticksichtigt.

Abbildung 14 zeigt die verwendeten Ubertragungskapazitaten zwischen der Schweiz und inren Nachbarlan-
dern (in rot) und stellt sie den gegenwartigen Ubertragungskapazitaten zwischen Januar und April 2023 (in
grun) gegeniber. Das als Basis hinterlegte «Modifizierte Szenario 1 — Keine Kooperation» beschrankt durch
die tiefen NTCs den Handel mit der Schweiz drastisch. Die Werte gelten fiir beide untersuchte Szenarien
mit Ausnahme der Sensitivitat «S2 Worst Case Beznau 1». In dieser Sensitivitat wird aufgrund des Ausfalls
des Kernkraftwerks Beznau 1 von Januar bis einschliesslich April der NTC in Importrichtung an der Nord-
grenze um 50 MW pro Grenze verringert.

1°200 /748
N

—l Importe: 8810 / 1’634

Exporte: 11’397 /2’283

:

Abbildung 14: Grenzkapazitdten zwischen der Schweiz und ihren Nachbarlandern

7 Seit dem 08. Juni 2022 besteht die flussbasierte Marktkoppelung innerhalb der Kapazitatsberechnungsregion CORE. Die Region
besteht aus den Grenzen der Gebotszonen folgender EU-Mitgliedsstaaten: Belgien, Deutschland, Frankreich, Kroatien, Luxemburg,
Niederlande, Osterreich, Polen, Rumanien, Slowakei, Slowenien, Tschechische Republik und Ungarn,

8 FBMC berticksichtigt kritische Netzelemente und ihren Effekt auf die grenziiberschreitende Ubertragungskapazitét tiber Power
Transfer Distribution Factors (PTDF). Auch die Umsetzung der 70% minRAM-Vorgabe des Clean Energy Packages (CEP) ist ein
wichtiger Parameter von FBMC-Simulationen.
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Griin: Gegenwartige Day-Ahead Maximalwerte zwischen Januar und April 2023. Die Maximalwerte werden nicht immer erreicht, wie man an den NTC-

Veréffentlichungen sehen kann: https://www.swissgrid.ch/de/home/customers/topics/congestion-mgmt/ntc.html. Rot: Verwendete Ubertragungskapazita-

ten im Modell.

3.5 Regelreserven

Der primare Zweck von Regelreserven ist der Ausgleich der unvermeidbaren Schwankungen zwischen Pro-
duktion und Verbrauch. Im Sinne eines konservativen Ansatzes nimmt die Modellierung an, dass positive
Regelleistung (durch den TSO reserviert zum Ausgleich kurzfristiger Frequenzschwankungen) in der Metho-
dik der Adequacy-Analyse nicht zur Deckung des Verbrauchs zur Verfligung steht.

Das Modell setzt dies in Anlehnung an die ERAA — Methodologie folgendermassen um:

» Vorgehaltene Primar- und Sekundarregelleistung vermindern a priori die angenommene installierte Leis-
tung der jeweiligen Erzeugungskategorie und stehen somit nicht zur Deckung des Verbrauchs zur Verfi-

gung.

« Tertiarregelleistung wird je nach Angabe des Ubertragungsnetzbetreibers entweder als Band zur Last
addiert oder von der installierten Leistung der jeweiligen Erzeugungskategorie subtrahiert.

 Fir die Schweiz wird die Regelleistung von der verfiigbaren Turbinierkapazitat der Speicherkraftwerke
abgezogen. Die durchschnittlich vorgehaltene Regelleistungsreserve betragt 869 MW. Zusatzlich wird
die verfligbare Speicherproduktion um die durchschnittliche abgerufene positive Regelenergie in der
Hohe von 400 GWh pro Jahr reduziert.

4 Ergebnisse und technische Interpretation

Tabelle 4 zeigt die Jahressumme der Energy Not Served (ENS) fir die Schweiz. Fir jedes Szenario resul-
tiert aus allen Simulationen jeweils ein Mittelwert, ein Median, ein P95-Wert und ein Max-Wert (siehe Ab-
schnitt 2.4). Wichtig fur die Interpretation der Resultate ist, dass das verwendete Modell jeweils die ENS
pro Woche minimiert. Innerhalb einer Woche besteht also komplette Vorhersagbarkeit (Perfect Foresight),
und das Modell sucht nach dem systemweit kostenoptimalen Kraftwerkseinsatz. Es handelt sich somit um
eine Systemoptimierung, also auch um eine Minimierung der ENS fur das gesamte betrachtete System,
und nicht fir einzelne Lander (siehe Abschnitt 2.3). Was in der nachsten Woche passiert, sieht das Modell
nicht, die Ergebnisse der vergangenen Woche beeinflussen aber die kommende Woche, beispielsweise
Uber den resultierenden Flllstand in den Speicherseen.

ENS: Summe im Betrachtungszeitraum ENSIh Anzahl Simulationen

Ober- von 1’575 mit

| 6wWh |  Mwmh | Absolut (relativ)

0

«S1 update»
Referenzszenario

«S2» Eingeschrankte Gas- \
Verfiigbarkeit 0 3 0 542 5079 39 (2.5%)

Tabelle 4: Energy Not Served (ENS) in den analysierten Szenarien.
Zur Definition des Medians und der P95-Werte siehe Abschnitt 2.4.

0

0
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Die ausgewiesene ENS fir die betrachtete Zeitperiode ist die Summe der einzelnen Wochen. Nur das Sze-
nario «S2» flhrt in einigen wenigen Simulationen (39 von 1'575) zum Eintreten von ENS fur die Schweiz.
Aufgrund der sehr geringen Haufigkeit tritt auch im 95. Perzentil, d.h. in 1'496 von 1'575 Simulationen,
keine ENS auf. Im Maximum (P100-Wert) betragt die ENS 542 GWh, resp. etwas mehr als das Dreifache
eines typischen Tagesverbrauchs im Winter (ca. 170 GWh). Die maximale ENS pro Stunde aus allen 1'575
Simulationen betragt etwas mehr als 5 GW/h.

LOLE

Ober- .

«S1 update»
Referenzszenario

«S2» Eingeschrinkte Gas-
Verfiigbarkeit 0 2 0 227

Tabelle 5: Loss of Load Expectation (LOLE) in den analysierten Szenarien

Zur Definition des Medians und der P95-Werte siehe Abschnitt 2.4.

0 0 0 0

Die Werte fiir die LOLE (Anzahl Stunden pro Jahr, in denen ENS auftritt) in Tabelle 5 verhalten sich ahn-
lich zur beobachteten ENS. Im Maximum betragt die LOLE 227 Stunden. Wichtig hierbei ist, dass die
LOLE keine Aussage Uber die Verteilung und die Hohe des nicht gedeckten Verbrauchs trifft. Beispiels-
weise bedeuten 227 Stunden nur, dass in 227 Stunden (also in knapp 1.5 Wochen) des beobachteten Zeit-
raums die Nachfrage in der Schweiz nicht vollstandig gedeckt werden kann. Ob diese 227 Stunden suk-
zessive auftreten oder vereinzelt, und welcher Teil der Nachfrage nicht gedeckt werden kann, zeigt der
weiter unten folgende Abschnitt zum Szenario «S2».

4.1 «S1 update» Referenzszenario

Im Referenzszenario «S1 update» kommt es trotz der getroffenen Annahmen - insbesondere hinsichtlich
der um die Halfte reduzierten Verfiigbarkeit der franzésischen Kraftwerke - nicht zu ENS in der Schweiz.
Die Grunde hierfur sind unter anderem:

» Die Schweizer Kernkraftwerke Gdésgen, Leibstadt und Beznau 1 und 2 sind am Netz und grésstenteils
verfligbar.

» Der Zubau an installierten Solar-Kapazitaten in der Schweiz bis 2025 wirkt den stark eingeschrankten
Importkapazitaten entgegen und leistet vor allem in den kritischen Monaten Marz und April einen positi-
ven Beitrag zur Stromversorgung in der Schweiz.

» Der Wasserkraftwerkspark als wichtige Komponente der Schweizer Stromversorgung steht grundsatzlich
vollumfanglich zur Verfiigung.

» Die angenommene Verfligbarkeit der KKW in Frankreich von 50% in den Wintermonaten Januar bis ein-
schliesslich April fihrt regional vereinzelt zu Herausforderungen. Allfallige Knappheitssituation wirken
sich aber nicht auf die Schweiz aus, weil die Wasserkraft kurzfristige Engpasse Uberbricken kann.

+ Da im Referenzszenario keine Brennstoffknappheit unterstellt ist, kann die zur Verfiigung gestellte Im-
portkapazitat (insbesondere aus Deutschland) auch weitestgehend genutzt werden.

4.2 Szenario «S2» Eingeschrankte Gas-Verfiigbarkeit

Im Szenario «S2» steht europaweit nur ca. 85% der Stromerzeugung aus Erdgas zur Verfiigung (vergli-
chen mit der im Modell resultierenden Erzeugung im Referenzszenario). Die europaweite Kiirzung von rd.
15% wurde unterschiedlich auf einzelne Landergruppen verteilt, basierend auf der historischen
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Abhangigkeit der jeweiligen Lander von der Gasversorgung aus Russland. Weiterhin wurde das flr die
Stromproduktion verfiigbare Erdgas auf zwei Zeitperioden aufgeteilt — von Januar bis April sowie von Mai
bis Dezember. Das bedeutet, dass die gesamte Menge an Erdgas fur die ersten vier Monate ab Beginn
des Januars verfiigbar ist und die gesamte Menge fiir die verbleibenden acht Monate ab Beginn des Mo-
nats Mai. Der Grund dafir ist, dass die Menge an Erdgas, die tatsachlich fir die jahrliche Stromproduktion
verwendet wird, die Speicherkapazitaten in Europa Ubersteigt und daher nicht zu Jahresbeginn in ihrer Ge-
samtheit vorgehalten werden kann. Zudem wird damit verhindert, dass das gesamte fur die Stromproduk-
tion verfugbare Erdgasbudget bereits in den (aus Sicht Stromversorgung) kritischen Wintermonaten zu Be-
ginn des Jahres verwendet wird. Die detaillierte Beschreibung des Vorgehens bei der Kirzung findet sich
in Abschnitt 3.3.

Abbildung 15 zeigt die in den einzelnen Landern resultierende Stromproduktion aus Erdgas im Referenz-
szenario «S1 update» fur den im Hinblick auf die Versorgungssicherheit in der Schweiz kritischen Zeitraum
von Anfang Januar bis Ende April und stellt sie der historischen Erzeugung im selben Zeitraum (2017 bis
2022) gegeniber®. Abgesehen von den Landern Belgien, Deutschland, Griechenland und Frankereich er-
scheint die Ubereinstimmung zwischen der historisch beobachteten und der simulierten Stromproduktion
aus Erdgas hinreichend gut. Im Unterschied zu den historischen Daten stehen in den Landern Belgien und
Deutschland im Referenzszenario fir das Jahr 2025 keine Kernkraftwerke zur Verfiigung und in Frankreich
ist nur die Halfte der installierten KKW-Kapazitat zwischen Januar und April verfugbar. Aufgrund dieser An-
nahmen ergibt sich im Modell ein erhdhter Einsatz anderer Produktionskapazitaten, wie zum Beispiel durch
Gaskraftwerke. Dies kdnnte eine Erklarung fur den Grossteil der Abweichungen zwischen den historischen
Daten und den Ergebnissen des Modells sein.

Spannweite «S1 update» = Mittelwert «S1 update» + Historischer Mittelwert 2017 bis 2022
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Abbildung 15: Stromproduktion aus Erdgas. Historie vs. Simulationsergebnis fiir das Referenzszenario «S1 update».
Quelle firr die historischen Daten: https://ec.europa.eu/eurostat/databrowser/view/NRG _IND PEHCF__custom_3308764/default/table?lang=en. Abgeru-
fen 19.07.2022.

'® Die historische Produktion fir Italien ist aufgrund fehlender Monatsangaben fir Italien abgeleitet aus der vorhandenen Jahrespro-
duktion 2017 bis 2022 und aus dem relativen Anteil der Produktion im betrachteten Zeitraum Januar bis April an der jeweiligen Ge-
samtproduktion (jeweils Mai bis einschliesslich April) der drei direkten Nachbarléander Osterreich, Frankreich und Slowenien.

20 Der Stromproduktion in Griechenland kommt im Hinblick auf die Frage nach der Versorgungssicherheit mit Strom in der Schweiz
keine bedeutende Rolle zu, so dass auf eine nahere Analyse der Abweichung zwischen Historie und Referenzszenario verzichtet
wird.
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Uber alle 1'575 Simulationen betrachtet zeigt Abbildung 16, dass in den meisten Simulation (97.5%) keine
ENS in der Schweiz auftritt. Die Wahrscheinlichkeit, dass im Stressszenario S2 die ENS einen typischen
Tagesverbrauch im Winter von 170 GWh Ubersteigt, betragt ungefahr 1% (P99-Wert = 174 GWh). Die ma-
ximale ENS betragt etwas mehr als 3 Wintertagesverbrauche (P100-Wert = 542 GWh).
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Abbildung 16: Verteilung der jahrlichen ENS in der Schweiz auf die 1’575 durchgefiihrten Simulationen im Szenario «S2»

Abbildung 17 macht deutlich, dass ausschliesslich in den Simulationen mit den Klimajahren 1996 (16-mal)
und 2006 (23-mal) ENS auftritt. 1996 und 2006 weisen eine im langjahrigen Vergleich sehr niedrige Was-
serverfiigbarkeit auf. Zusatzlich ist 2006 ein kaltes Klimajahr mit einer hohen Stromnachfrage in Frankreich
in den ersten Monaten des Jahres. Dies erh6ht die Wahrscheinlichkeit des Eintritts von ENS.
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Abbildung 17: Haufigkeit der Klimajahre 1982 bis 2016 in den Simulationen mit ENS im Szenario «S2»

Abbildung 18 zeigt (basierend auf den Ergebnissen aller Simulationen) die Wahrscheinlichkeit, dass in ei-
ner gewissen Stunde im betrachteten Zeitraum ein Teil des Verbrauchs nicht gedeckt werden kann (LOLP,
obere Grafik). Die LOLP ist sowohl von Mitte bis Ende Méarz als auch zwischen Anfang bis Mitte April posi-
tiv. Im Maximum liegt die LOLP bei knapp 1.4%.

Die durchschnittliche ENS pro Stunde aus allen 1'575 Monte-Carlo Simulationen (untere Grafik in Abbil-
dung 18) zeigt ein ahnliches zeitliches Muster wie die LOLP. Mitte bis Ende Marz und Anfang bis Mitte Ap-
ril resultiert ebenfalls eine durchschnittliche ENS > 0. Die maximale durchschnittliche ENS pro Stunde liegt
bei 38 MW am 23. Marz. Die maximale ENS pro Stunde (Héchstwert aus allen Simulationen; nicht abgebil-
det) liegt deutlich tGber der durchschnittlichen ENS.

Adequacy-Berechnungen im Rahmen der Ausschreibung von Reservekraftwerken | Offentlich 37/46



swissgrid

Szenario «S2» Eingeschrankte Gas-Verfiigbarkeit: LOLP pro Stunde
1.6

14
1.2
€10 -
N 0.8 1
a 0.6 H
04 H
0.2
0.0

Szenario «S2» Eingeschrinkte Gas-Verfiigbarkeit: Durchschnittliche ENS pro Stunde

40

35

30

2 25

s 20

15

10 ’

5 v/
O |

L D DD P B B ®
N ,\cﬁ 2° 'L° 1©° N0 @ P g T a2

Q‘Q"Q"Qdﬁc‘b@@@\\\@@
RUMICE S SR TSP ST AR DI

Abbildung 18: Stiindliche Ergebnisse fiir LOLP und durchschnittliche ENS im Szenario «S2»

LOLP: Loss of Load Probability, die Wahrscheinlichkeit, dass in einer bestimmten Stunde der gesamte Verbrauch nicht gedeckt werden kann.

Bezlglich der Verteilung von LOLP und ENS besteht eine Modellbeschrankung bzw. eine Datenunsi-
cherheit: Das gemass Annahmen fur die Stromproduktion verfugbare Erdgas wird im Modell auf zwei Zeit-
perioden (von Januar bis April sowie von Mai bis Dezember) aufgeteilt. Das Modell optimiert den Kraft-
werkseinsatz wochenweise. Nicht bendtigtes Erdgas steht jeweils fur die verbleibenden Wochen zur
Verfugung. Das fuhrt dazu, dass im Modell die Brennstoffknappheit erst gegen Ende des betrachteten Zeit-
raums zum Tragen kommt. In der Realitat kann jedoch nicht ausgeschlossen werden, dass bei einer regional
eingeschrankten Gas-Verflgbarkeit der Brennstoff auch wochen- oder tageweise beschrankt ist. Dieser Um-
stand ist in der Analyse nicht modelliert und kann zu abweichenden Ergebnissen fihren.

4.3 Detailstudie «S2 Worst Case»

Auf Wunsch des Steuerungsgremiums erfolgt eine Detailanalyse sowie eine Abschatzung der Auswirkungen
von Spitzenlast-Gaskraftwerken unterschiedlicher Dimensionierungen auf Basis des «S2 Worst Case».

Der «S2 Worst Case» ist jene Simulation aus den gesamthaft 1’575 durchgefihrten Simulationen die im
Szenario «S2» mit dem fiir die Schweiz héchsten ENS-Wert von 542 GWh (P100-Wert). Diese Worst-Case
Ziehung enthalt die systemweiten unvorhergesehenen Kraftwerksaufalle in der fir die Schweiz unvorteilhaf-
testen Kombination, bei zeitgleich niedrigerer Wasserverfligbarkeit und einer Kalteperiode zu Beginn des
Jahres. Der Worst Case ist daher nicht eine getroffene Annahme, sondern das schlimmste Ergebnis aus
1’575 Monte-Carlo Ziehungen. Das Ergebnis ist somit modellgetrieben und ergibt sich aus den hinterlegten
Wahrscheinlichkeiten von unvorhergesehenen Ausfallen.

Abbildung 19 gibt eine detaillierte Sicht auf die Zusammenhange zwischen der Produktion in der Schweiz,
dem Schweizer Verbrauch (inkl. Pumpenergie) sowie den Importen und Exporten im «S2 Worst Case». Von
Januar bis Mitte April importiert die Schweiz Strom aus den Nachbarzonen (rote Linie). Im selben Zeitraum
fallen in der «S2 Worst Case»-Ziehung immer wieder Schweizer Kernkraftwerke unvorhergesehen aus (Fla-
che in pink). Diese Ausfalle kdnnen anfangs noch mit Importen und der Wasserkraft kompensiert werden. In
Folge sinkt der Fullstand der Schweizer Speicherseen (blaue Linie) schneller und es kommt ab Mitte Marz
zu ENS (Flache in orange).
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Abbildung 19: «S2 Worst Case» ohne Spitzenlast-Gaskraftwerke

Abbildung 20 zeigt die Zusammenhange in den drei fur die Schweizer Versorgungssicherheit kritischen Wo-
chen vom 12. Méarz bis 1. April.:

* Woche 12. — 18. Marz: Das Kernkraftwerk Beznau 2 fallt unvorhergesehen fiir zwei Wochen aus. Die
Wasserkraftreserve kommt zum Einsatz (rote Flache) und reicht bis in die Morgenstunden des 17. Marz.
Danach ist der Fillstand am technischen Minimum von 500 GWh angelangt und es tritt ENS auf (Flache
in orange).

* Woche 19. — 25. Marz: Die Situation verscharft sich. Zusatzlich zum Kernkraftwerk Beznau 2 fallen die
beiden Kernkraftwerke Beznau 1 und Leibstadt unvorhergesehen eine Woche lang aus. Auch der Import
verringert sich aufgrund des Brennstoffmangels in Europa und der begrenzten Verfugbarkeit der franz6-
sischen Kernkraftwerke. Im Maximum fehlen bis zu 4.8 GW Strom pro Stunde.

Woche 26. Marz — 01. April: Das Kernkraftwerk Gdsgen fallt unvorhergesehen fiir eine Woche aus. Alle
anderen Kernkraftwerke sind wieder am Netz. Eine niedrigere Last im Vergleich zu den Vorwochen und
Importe, insbesondere aus Deutschland aufgrund hoher Einspeisungen durch Windkraftanalagen (nicht
dargestellt), verhindern eine hdhere ENS. Ab dem 31. Marz tritt im «S2 Worst Case» keine ENS in der
Schweiz auf.

Woche 12. - 18. Méarz Woche 19. - 25. Miarz 7 Woche 26. Mérz - 01. April
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Abbildung 20: «S2 Worst Case» ohne Spitzenlast-Gaskraftwerke in den drei kritischen Wochen vom 12. Mérz bis 01. April

4.3.1 Sensitivitidt «S2 Worst Case Beznau 1»

Zusatzlich zur Analyse der S2 Worst Case Ziehung wurden auf Wunsch des Steuerungsgremiums zwei
weitere Sensitivitdten zu dieser einzelnen Ziehung berechnet. In der Sensitivitat «S2 Worst Case Beznau
1» wird unterstellt, dass basierend auf der Ziehung S2 Worst Case zusatzlich das Kernkraftwerk Beznau 1
in den Wintermonaten Januar bis einschliesslich April ausfallt. Wahrend des Zeitraums verringern sich auf-
grund des fehlenden Gegendrucks zudem die Grenzkapazitaten an der Nordgrenze in Importrichtung um
bis zu 50 MW pro Grenze. Im Ergebnis erhdht sich die ENS signifikant auf 1'299 GWh (ca. 7.5 Winterta-
gesverbrauche) im Vergleich zu 542 GWh (ca. 3 Wintertagesverbrauche). Diese Sensitivitat verdeutlicht,
dass in angespannten Versorgungssituationen der Ausfall einzelner Grosskraftwerke die Versorgungslage
nochmals deutlich verscharft.

4.3.2 Sensitivitat «S2 Worst Case 2 RD»

Analog zur Studie «Spitzenlast-Gaskraftwerke» aus dem Jahr 2021, wurde zudem eine Sensitivitat auf das
angenommene internationale Redisptach-Volumen durchgefiihrt. Dies, da dem Referenzszenario das ur-
springliche Szenario "S1 mod?" der Frontier Studie zu Grund liegt. Dieses Szenario (S1 = keine Koopera-
tion) in der Frontier Studie geht davon aus, dass «...es zwischen der Schweiz und der EU zu einem Ab-
bruch bestehender staatlicher und privatrechtlicher Kooperationen und keinen neuen Vereinbarungen.»
kommt. Vor dem Hintergrund dieser fehlenden Kooperations-Vertrage kann das angenommene Redis-
patch-Volumen von 4.2 TWh, das in diesem Umfang nicht zur Deckung der Last in der Schweiz zur Verfi-
gung steht, als sehr hoch erscheinen.? Entsprechend hat das Steuerungsgremium eine Berechnung einer
Sensitivitat mit dem halben Redispatch-Volumen (2.1 TWh) beauftragt.

Diese Berechnung fuhrt im «S2 Worst Case» zum Ergebnis, dass die ENS fir diesen Fall nur noch 113
GWh pro Jahr betragt (ca. 2/3 eines durchschnittlichen Wintertagesverbrauchs) im Vergleich zu der ENS
von 542 GWh (ca. 3 Wintertagesverbrauche) fur den Fall mit 4.2 TWh Redispatch-Volumen. Auf den Zeit-
raum von Januar bis einschliesslich April entfallen ca. 1.16 TWh der 4.2 TWh an Redispatch-Volumen. In
der Sensitivitat fallen in diesen Wochen somit ca. 580 GWh weniger Redispatch an. Mit einer Halbierung
des Redispatch-Volumens lassen sich somit 429 von 542 GWh ENS (ca. 80%) vermeiden.

4.3.3 Kurativer Einsatz von Spitzenlast-Gaskraftwerken

Die vorliegende Analyse betrachtet den «S2 Worst Case» sowie die beiden Sensitivitdten «S2 Worst Case
Beznau 1» und «S2 Worst Case 2 RD» mit Spitzenlast-Gaskraftwerken unterschiedlicher Dimensionierun-
gen im kurativen Einsatz. Verantwortlich fur die Dimensionierung der Gaskraftwerke war das Steuerungs-
gremium.

Ein kurativer Einsatz bedeutet, dass die Spitzenlast-Gaskraftwerke als Strategische Reserve (SR) betrie-
ben werden und der Abruf erst ab Beginn einer Woche mdglich ist, in der im «S2 Worst Case» ohne zu-
satzliche Gaskraftwerk in der Schweiz ENS auftritt. Der durch die Gaskraftwerke erzeugte Strom kann
nicht exportiert werden und dient somit ausschliesslich der Behebung von Versorgungsengpassen in der
Schweiz.

Tabelle 6 zeigt, dass Spitzenlast-Gaskraftwerke im kurativen Einsatz in den beiden Simulationen «S2
Worst Case» und «S2 Worst Case Beznau 1» die jahrliche ENS-Summe senken, sie aber auch mit einer

21 Das «Szenario 1 — Keine Kooperation» wurde fiir die Generation Adequacy Analyse im Rahmen der Frontier Studie in Anlehnung an von der EICom
2020 definierte Stressszenarien verscharft und als solches in der Analyse «Konzept Spitzenlastgaskraftwerke» ebenfalls verwendet (dort betitelt als «S1
mod»).

22 |m Jahr 2022 wurde ein historischer Hochstwert von ca. 800 GWh Energie flr internationalen Redispatch in der Schweiz aufgewendet.
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Leistung von bis zu 1'000 MW nicht vollstandig eliminieren kdnnen. Mit einer kurzen «Vorlaufzeit» von we-
niger als einer Woche reicht die Zeit nicht aus, um gentigend Wasser in den Stauseen zu sparen, um da-
mit Engpasse ab Mitte Marz zu kompensieren. In der Simulation «S2 Worst Case 2 RD» kann die im Ver-
gleich zu den beiden anderen Simulationen ohnehin bereits deutlich geringere ENS von 113 GWh ab einer
Dimensionierung von 600 MW vollstandig eliminiert werden.

«S2 Worst Case» SELD AL Sensitivitat
«S52 Worst Case Beznau 1» «S2 Worst Case "2 RD»

Dimensionierung —— —— —
Spitzenlast-Gaskraftwerk o ettt roduktion roduktion
P [ (Eclvsh] Gaskraftwerke [ (E\vash] Gaskraftwerke [ (ECIVSh] Gaskraftwerke
[GWh] [GWh] [GWh]
542 113

0 MW Gas SR 1299

200 MW Gas SR 463 92 1189 121 66 58
350 MW Gas SR 414 151 17112 206 38 97
400 MW Gas SR 397 172 1087 235 28 110
450 MW Gas SR 380 193 1061 264 18 123
600 MW Gas SR 329 256 989 346 0 161
800 MW Gas SR 259 342 888 463 0 120
1’000 MW Gas SR 200 416 808 559 0 142

Tabelle 6: Produktion und resultierende ENS im Fall von Spitzenlast-Gaskraftwerken unterschiedlicher Dimensionierungen im kurativen Ein-

satz (Strategische Reserve) in den Simulationen «S2 Worst Case», «S2 Worst Case Beznau 1» und «S2 Worst Case 2 RD»

Abbildung 21 und Abbildung 22 geben eine detaillierte Sicht auf die Zusammenhange im «S2 Worst Case»
mit Spitzenlast-Gaskraftwerken im kurativen Einsatz am Beispiel von zwei Gaskraftwerken mit je 200 MW
Leistung (400 MW Gesamtkapazitat).

Woche 12. — 18. Marz: Die beiden Spitzenlast-Gaskraftwerke kommen erstmalig zum Einsatz, wobei
eines der beiden Kraftwerke in der ersten 24 Stunden unvorhergesehen ausfallt. Die zusatzliche Energie
der Gaskraftwerke ersetzt die Produktion aus Speicherwasser, so dass die Wasserkraftreserve tber
einen langeren Zeitraum eingesetzt wird und in dieser Woche keine ENS auftritt.

Woche 19. — 25. Marz: Das eingesparte Wasser aus der Vorwoche reicht nicht aus, um die Engpéasse
auch in dieser Woche vollstandig zu beheben. Am Vormittag des 19. Marz tritt ENS auf. Im Maximum
fehlen bis zu 4.5 GW Strom pro Stunde.

Woche 26. Marz — 01. April: In vereinzelten Stunden tritt weiterhin ENS auf. In Summe Uber die ganze
Woche jedoch weniger als im «S2 Worst Case» ohne zusatzliche Gaskraftwerke.
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Abbildung 21: «S2 Worst Case» mit 400 MW Spitzenlast-Gaskraftwerken im kurativen Einsatz
Woche 12. - 18. Marz Woche 19. - 25. Marz Woche 26. Mérz - 01. April
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Abbildung 22: «S2 Worst Case» mit 400 MW Spitzenlast-Gaskraftwerken im kurativen Einsatz in den drei kritischen Wochen vom 12. Marz bis
01. April
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4.3.4 Praventiver Einsatz von Spitzenlast-Gaskraftwerken

Die nachfolgende Analyse betrachtet den «S2 Worst Case» mit Spitzenlast-Gaskraftwerken
unterschiedlicher Dimensionierungen und Vorlaufzeiten im praventiven Einsatz. Ein praventiver Einsatz mit
einer Vorlaufzeit von beispielsweise einer Woche bedeutet, dass die Kraftwerke eine Woche vor Eintritt
von ENS im Einsatz sind. Die Kraftwerke verbleiben dann im Markt bis einschliesslich der letzten Woche,
in der ENS auftritt.

Grundsatzlich ist hierzu anzumerken, dass die aktuelle Version der Winterreserveverordnung einen
praventiven Einsatz der ergdnzenden Reserve nicht vorsieht, d.h. gemass aktuellem gesetzlichem
Rahmen werden die Reservekraftwerke nur kurativ eingesetzt.

Tabelle 7 zeigt die verbleibende ENS in Abhangigkeit von der Anzahl Wochen, die die Kraftwerke in Be-
trieb sind, bevor in «S2 Worst Case» ohne zusatzliche Gaskraftwerke ENS auftritt. Erst ab einer Gesamt-
kapazitat von 400 MW und einer praventiven Einsatzzeit von 7 Wochen wird die ENS im «S2 Worst Case»
vollstandig behoben. Obwohl sich die praventive Einsatzzeit bei grésseren Dimensionierungen verringert,
um die ENS vollstandig zu eliminieren, nimmt die «eingesparte» praventive Einsatzzeit aufgrund zusatzli-
cher Kapazitaten ab. Ausgehend von einer Gesamtkapazitat von 400 MW, reduziert sich die praventive
Einsatzzeit bei zusatzlichen 200 MW von 7 auf 4 Wochen (400 MW gegenuber 600 MW installierte Kapazi-
tat). Weitere 200 MW verringern die Einsatzzeit von 4 auf 3 Wochen, d.h. trotz zusatzlichen 200 MW Kapa-
zitat, wird nur eine Woche an bendtigter praventiver Laufzeit «eingespart». Der relativ geringe positive Bei-
trag der Reservekraftwerke zur Reduktion von ENS selbst im praventiven Einsatz resultiert aus der
Tatsache, dass in der S2 Worst-Case Ziehung mit ENS einerseits ein Leistungsdefizit aufgrund vieler
gleichzeitiger Kraftwerksausfalle besteht und andererseits bereits Wassermangel herrscht, weshalb an sich
verfugbare Wasserkraftwerke ebenfalls nicht mehr produzieren kénnen. Dieses Leistungsdefizit kann auch
eine gréssere Dimensionierung der Reservekraftwerke nur bedingt adressieren.

«S2 Worst Case»

Installierte Kapazitat 200 MW 350 MW 400 MW 450 MW 600 MW 800 MW 1'000 MW
542 542 542 542 542 542

Ohne Spitzenlastgas-KW 542

Kurativer Einsatz 463 414 397 380 329 259 200
Praventiver Einsatz 1 Woche 433 356 331 305 232 137 66
Praventiver Einsatz 2 Wochen 405 304 271 238 140 13
Praventiver Einsatz 3 Wochen 374 255 215 175 57
Praventiver Einsatz 4 Wochen 351 207 161 113
Praventiver Einsatz 5 Wochen 325 154 101 46 - - -
Praventiver Einsatz 6 Wochen 292 97 36 - -

Praventiver Einsatz 7 Wochen 258 41 - = = = -

Tabelle 7: ENS im «S2 Worst Case» mit Spitzenlast-Gaskraftwerken unterschiedlicher Dimensionierungen und praventiven Einsatzzeiten

Abbildung 23 stellt die Auslastung der Spitzenlast-Gaskraftwerke fiir die beiden Betriebsweisen kurativ und
praventiv sowie fir die unterschiedlichen Dimensionierungen fir die S2-Worst Case Ziehung dar. Die Gas-
kraftwerke operieren im kurativen Einsatz als Strategische Reserve und kommen nur dann zum Einsatz,
wenn in einer Woche ENS auftritt. Im praventiven Einsatz sind die Gaskraftwerke unabhangig vom Auftre-
ten von ENS am Markt verfligbar und werden entsprechend der Marktsituation eingesetzt. Die Auslastung
entspricht dem Verhaltnis der produzierten Strommenge zur maximal méglichen Produktion. Dazu zwei
Lesebeispiele:
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Lesebeispiel 1: Die Spitzenlast-Gaskraftwerke im kurativen Einsatz (rote Linie) produzieren Strom aus-
schliesslich wahrend der drei Wochen vom 12. Méarz bis 1. April. In diesen Wochen tritt ENS im «S2 Worst
Case» ohne zusatzlichen Gaskraftwerke auf. Wenn die Gaskraftwerke mit einer Dimensionierung von ins-
gesamt 200 MW betrieben werden, konnen sie maximal 100.8 GWh Strom erzeugen (3 Wochen lang je
168 Stunden mit 200 MW). Eine Auslastung von 91% bedeutet, dass die Gaskraftwerke etwa 92 GWh
Strom produzieren. Die Auslastung nimmt ab, wenn die Dimensionierung grofer wird.

Lesebeispiel 2: Spitzenlast-Gaskraftwerke mit 7-wdchiger praventiver Einsatzzeit (obere graue Linie) sind
insgesamt 10 Wochen am Markt (7 Wochen vor Eintritt von ENS sowie in den drei Wochen mit urspriing-
lich ENS). Wenn die Gaskraftwerke mit einer Dimensionierung von insgesamt 200 MW betrieben werden,
koénnen sie insgesamt 336 GWh Strom erzeugen (10 Wochen lang je 168 Stunden mit 200 MW). Eine Aus-
lastung von ca. 88% bedeutet, dass die Gaskraftwerke knapp 296 GWh Strom produzieren. Fir alle pra-
ventiven Einsatzzeiten gilt, dass die Auslastung tendenziell steigt, wenn die Dimensionierung grofier wird.

94%
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90%

—Kurativer Einsatz

<]
[s2]
*

Praventiver Einsatz 1 Woche
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- 'o
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/ m . «
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Dimensionierung Spitzenlast-Gaskraftwerk
Abbildung 23: Auslastung der Spitzenlast-Gaskraftwerke mit unterschiedlicher Dimensionierung und praventiven Einsatzzeiten im «S2 Worst

Case» im jeweiligen Einsatzzeitraum (3-10 Wochen)

Abbildung 24 verdeutlicht die Zusammenhange am Beispiel von zwei Spitzenlast-Gaskraftwerken mit je
200 MW Leistung (400 MW Gesamtkapazitat) und einer praventiven Einsatzzeit von 7 Wochen. Die beiden
Kraftwerke kommen am 22. Januar in den Markt und produzieren bis einschliesslich 1. April (Flache in lila).
Da die Einsatzzeit ausreichend lang ist, kann geniigend Wasser bis Ende Marz gespart werden, so dass
keine ENS auftritt.

Abbildung 25 zeigt die Zusammenhange in den drei kritischen Wochen vom 12. Marz bis 1. April.:

* Woche 12. — 18. Marz: Die praventive Einsatzzeit der beiden Spitzenlast-Gaskraftwerke sorgt fur eine
ausreichende Verflgbarkeit von Speicherwasser ausserhalb der Wasserkraftreserve (Flache in dunkel-
blau).

* Woche 19. — 25. Marz: Ab den Mittagsstunden des 19. Marz kommt die Wasserkraftreserve zum Ein-
satz. Das Volumen der Wasserkraftreserve reicht aus, um im Zusammenspiel mit den Erneuerbaren und
den Importen, die eingeschrankte Produktion aus Kernkraft zu kompensieren.

* Woche 26. Marz - 01. April: Der durch die beiden Gaskraftwerke zusatzlich erzeugte Strom ermdglicht
es, Uber die Mittagsstunden etwas mehr Speicherwasser zu pumpen (schwarze Linie). Sowohl
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Speicherwasser als auch Wasserkraftreserve sind ausreichend vorhanden, um den Bedarf in den zuvor
kritischen Abend- und Nachtstunden zu decken, so dass keine ENS auftritt.

S2 Worst Case
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Abbildung 24: «S2 Worst Case» mit 400 MW Spitzenlast-Gaskraftwerken und einer praventiven Einsatzzeit von 7 Wochen

Woche 12. - 18. Marz Woche 19. - 25. Mirz . Woche 26. Mirz - 01. April

Leistung [GW]
Leistung [GW]
Leistung [GW]

Abbildung 25: «S2 Worst Case» mit 400 MW Spitzenlast-Gaskraftwerken und einer praventiven Einsatzzeit von 7 Wochen in den drei kriti-
schen Wochen vom 12. Mérz bis 01. April

5 Zusammenfassung

Die vorliegende Analyse fir das Jahr 2025 ist eine Auftragsstudie fur die EICom. Sie stitzt sich auf die An-
nahmen des Szenarios «S1 mod®» in der Frontier-Studie. Auf dieser Grundlage hat das Steuerungsgre-
mium ein neues «Referenzszenario» definiert, das aktualisierte Kraftwerkskapazitdten gemass den Annah-
men im ERAA 2022 fiir die Zonen Deutschland/Luxemburg, Frankreich, Italien, Osterreich und der
Schweiz berilicksichtigt. Ausgehend vom Referenzszenario definiert das Stressszenario «S2» zusatzlich
eine eingeschrankte Gas-Verflgbarkeit in Europa im Jahr 2025. Die Analysen flihren zu den folgenden
Schlissen:

2 Das «Szenario 1 — Keine Kooperation» wurde fiir die Generation Adequacy Analyse im Rahmen der Frontier Studie in Anlehnung an von der EICom
2020 definierte Stressszenarien verscharft und als solches in der Analyse «Konzept Spitzenlastgaskraftwerke» ebenfalls verwendet (dort betitelt als «S1
mod»).

% European Resource Adequacy Assessment der ENTSO-E, Edition 2022

Adequacy-Berechnungen im Rahmen der Ausschreibung von Reservekraftwerken | Offentlich 45/46



swissgrid

Im Referenzszenario treten — trotz der getroffenen Annahmen (geringe Verflgbarkeit franzdsischer Kern-
kraftwerke in den Wintermonaten, nahezu keine Grenzkapazitaten an der italienischen Grenze, deutliche
reduzierte Grenzkapazitaten an der deutschen, osterreichischen und franzésischen Grenze, hoher Ener-
giebedarf fiir internationalen Redispatch) — fir das Jahr 2025 in keiner der 1575 Simulationen Versor-
gungssicherheitsprobleme in der Schweiz auf.

Der verstarkte Ausbau erneuerbarer Energien in der Schweiz und den umliegenden Nachbarzonen tragt
insbesondere in den spaten Wintermonaten maRlgeblich zur Verbesserung der Versorgungssituation in
der Schweiz bei.

Basierend auf dem Referenzszenario und der Annahme einer zusétzlich eingeschrankten Gas-Verfug-
barkeit von durchschnittlich 85% in Europa im Jahr 2025 hat das Steuerungsgremium ein Stressszenario
«S2» definiert. In diesem Stressszenario treten in 39 von 1’575 Simulationen (2.5%) Knappheitsprob-
leme in der Schweiz auf. In 1% der betrachteten Simulationen Ubersteigt die ENS einen Schweizer Win-
tertagesverbrauch (d.h. ENS grosser als 170 GWh). In den meisten Simulationen (97.5%), tritt auch in
diesem Szenario «S2» kein Knappheitsproblem in der Schweiz auf.

Eine Detailstudie auf Basis der Worst Case-Ziehung (P100-Wert) fir die Schweiz im Stressszenario
«S2» zeigt, dass Spitzenlast-Gaskraftwerke einen Beitrag zur Stérkung der Versorgungssicherheit im
Worst Case leisten kdnnen. Allerdings hangt die Hohe des Beitrags stark von der Betriebsweise ab. Gas-
kraftwerke mit einer Leistung von insgesamt 400 MW kdnnen die im untersuchten Worst Case auftre-
tende ENS von 542 GWh nur durch eine praventive Einsatzzeit von 7 Wochen (vor Eintritt von ENS) voll-
standig kompensieren. Sie produzieren dabei ca. 600 GWh Strom (Auslastung: 89%), meist unter
Volllast. Ein rein kurativer Einsatz der Reservekraftwerke kann die in der Worst-Case Ziehung auftre-
tende ENS in keiner der untersuchten Dimensionierungen vollstandig beheben.

Im Worst Case fiir die Schweiz im Szenario «S2» mit eingeschrankter Gas-Verfugbarkeit steigt im Fall
eines Ausfalls von Beznau 1 in den Wintermonaten Januar bis einschliesslich April die ENS signifikant
von 542 GWh auf 1299 GWh pro Jahr an. Dies entspricht einem Anstieg von ungefahr 3 auf etwa 7.5
Wintertagesverbrauche in der Schweiz. Im Fall einer Halbierung des angenommenen internationalen Re-
dispatch-Volumens von 4.2 TWh auf 2.1 TWh reduziert sich die ENS im Worst Case von 542 GWh auf
113 GWh pro Jahr (auf ungefahr 2/3 eines durchschnittlichen Wintertagesverbrauchs).

Der Worst Case im Stressszenario ist nicht eine getroffene Annahme, sondern ein Ergebnis aus 1’575
Monte-Carlo Ziehungen. Das Ergebnis ist somit modellgetrieben und ergibt sich aus den hinterlegten
Wahrscheinlichkeiten von unvorhergesehenen Kraftwerksausfallen.
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