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Langfristszenarien fur die Transformation des Energiesystems

1 Einleitung

In diesem Projekt wird die wissenschaftliche Basis fur ein langfristiges Leitbild fur
den klima- und energiepolitischen Transformationsprozess in Deutschland erar-
beitet. DarUber hinaus sollen Impulse und Input flr politische Initiativen und MalR3-
nahmen geliefert werden. Grundlage hierfur bilden modellbasierte Berechnungen
fur das gesamte Energiesystem. Der Zeithorizont dieser Berechnungen reicht bis
2050. Die wesentlichen Erkenntnisse aus den Berechnungen entstehen durch den
Vergleich verschiedener Szenarien, mit denen die wesentlichen Entwicklungsopti-
onen fur das Energiesystem abgebildet werden.

Um das Energiesystem in seiner Ganze modellieren zu kénnen, bedarf es eines
methodisch ausgereiften und flexiblen Instrumentariums. Die zentrale Herausfor-
derung ist dabei, dass die Beantwortung der zentralen Frage ,Wie kann die Ener-
giewende kosteneffizient gelingen?” eine aufiert detaillierte Abbildung des Um-
wandlungssektors erfordert, jedoch auch die Wechselwirkungen mit anderen Sek-
toren konsistent erfasst werden mussen. Alle Sektoren entfalten zum einen direkte
Wechselwirkungen mit dem Umwandlungssektor, zum anderen muss auch die Er-
fullung der betrachteten, insbesondere klimapolitischen Ziele immer sektortber-
greifend untersucht werden. Bei der Stromerzeugung macht die in allen Szenarien
hohe Nutzung fluktuierender erneuerbarer Energien (EE) eine stiindliche Auflo-
sung notwendig, um den Flexibilititsbedarf, insbesondere im Stromsystem, sach-
gerecht abzubilden. Sowohl fur eine realistische Erfassung der Potenziale EE als
auch fur die sachgerechte Abbildung der Stromnetze ist zudem eine hohe raumli-
che Aufldsung notwendig. Gleichzeitig ist als geographischer Betrachtungsbereich
wenigstens der europdische Stromverbund zu betrachten, um etwa das Potenzial
eines grol3raumigen Ausgleichs fluktuierender EE abzubilden.

In der Summe fuhren diese Anforderungen dazu, dass ein Verbund aus detaillier-
ten Modellen gekoppelt zum Einsatz kommen muss. Dartiber hinaus erfordert eine
umfassende Modellierung auch sachgerechte Vereinfachungen bzw. Naherungen
fur ausgewdahlte Unteraspekte, um zum einen Scheingenauigkeiten zu vermeiden
und zum anderen die Aufgabenstellung in einer handhabbaren und am Ende ver-
standlichen, nachvollziehbaren und damit interpretierbaren Form zu bewaéltigen.
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Langfristszenarien fur die Transformation des Energiesystems in Deutschland

Modellierung der
jahrlichen Nachfrage

Forecast
(Nachfragemodellierung)

INVERT

(Warmebedarf im

Gebaudesektor

ASTRA
(Nachfragemodellierung im
Verkehrssektor)

Modellierung der stiindlichen
Lastgdnge und des Lastmanagements

T
N

eload

(Lastgangmodellierung)

Aufbereitung der raumlich und zeitlich
hochaufgel6sten Potentiale

~

Enertile

<
(EE Potentialmodellierung)

JL

Optimierung des Zubaus an
konventionellen Kraftwerken,
Erneuerbaren Energien,
Stromspeichern und
Ubertragungskapazitaten zwischen
den Regionen

L

b

.

Enertile

(Optimierung des Zubaus an konventionellen Kraftwerken, Erneuerbaren Energien,

Stromspeichern und Ubertragungskapazititen zwischen den Regionen)

Kraftwerks-Einsatzmodellierung
basierend auf stundenscharfer Markt-
simulation

el

OptEK — Einsatzsimulation

Ermittlung des erforderlichen
Ausbaubedarfs basierend auf
Lastfluss- und
Netzsicherheitsanalysen
(Ubertragungsnetz) und
Modellnetzanalysen (Verteilungsnetz)

-

Lastflussanalysen /
Modellnetzanalysen

Legende

------ Feedback---3

Abbildung 1:

Die zentralen Elemente des Modellierungsansatzes sind in Abbildung 1 dargestellt.
Der Einsatz der Modelle erfolgt in einer Kaskade, die mehrfach iteriert wird. Im
Zentrum steht die zeitlich und raumlich hochaufgeloste Optimierung der Strom-

und Warmeversorgung.

1. Zunachst erfolgt die Modellierung der jahrlichen Nachfrage in den Sek-
toren Strom, Wéarme und Verkehr mit Bottom-up-Simulationsmodellen.
Uber Iterationen werden dabei Kosten der Strom- und Wéarmeversor-

Strukturdiagramm des Modellierungsansatzes

gung der nachgelagerten Modelle berticksichtigt.

2. Danach werden aus bestimmten jahrlichen Energienachfrageergebnis-
sen fur ihre Verwendung in der Optimierung sttindliche Nachfragezeit-
reihen berechnet. Die Modellierung der stiindlichen Lastgange erfolgt
dabei fur die gesamte Stromnachfrage und fur die in der Optimierung

bertucksichtigten Teile der Warmenachfrage.
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3. Danach erfolgt die raumlich und zeitlich hochaufgeléste Berechnung der
Potenziale erneuerbarer Energien im Stromsektor. In spateren Iterati-
onen werden dabei ggf. auch zusatzliche Kosten des erforderlichen
Netzausbaus bertcksichtigt.

4. Im nachsten Schritt erfolgt die Optimierung der Strom- und Warme-
versorgung. Dabei wird der Zubau an konventionellen Kraftwerken,
KWK-Anlagen, erneuerbaren Energien, Stromspeichern, Power-to-
Heat-Anlagen und Ubertragungskapazitaten zwischen den Regionen
berechnet; des Weiteren werden auch der zeitliche Einsatz von Warme-
pumpen sowie die Ladevorgange der Elektromobilitat optimiert.

5. Die Ergebnisse der Optimierung werden dann mittels einer detaillierten,
netzknotenscharfen Kraftwerkseinsatzmodellierung, basierend auf
einer stundenscharfen Marktsimulation, validiert.

6. Schliellich erfolgt die Ermittlung des Netzausbaubedarfsl, basierend
auf Lastfluss- und Netzsicherheitsanalysen (Ubertragungsnetz) und Mo-
dellnetzanalysen (Verteilungsnetz). Die Ergebnisse finden dann Eingang
in die nachste Iteration der Optimierung.

Die zur Berechnung der Nachfrageseite eingesetzten Modelle unterscheiden sich
grundsétzlich von den im Umwandlungssektor angewandten Modellen: Bei den
Nachfragemodellen handelt es sich um detaillierte, sektorale Bottom-up-Simula-
tionsmodelle. In diesen werden die Entscheidungen aus der Akteursperspektive
betrachtet, da dort neben Kostengesichtspunkten zumeist noch weitere Aspekte
mit eingehen, die Abweichungen vom reinen technodkomischen Optimum bewir-
ken. So kann z. B. die Entscheidung fur den Kauf einer Anlage zur Bereitstellung
von industrieller Prozesswarme starker durch das Bestreben nach kleinstmdogli-
chen Eingriffen in etablierte Prozessablaufe und durch eine kurze Amortisations-
zeit gepragt sein als durch die langfristige Kostenminimierung. Dennoch wird durch
die Modelliteration versucht, durch den angenommenen MalRnahmenmix ein még-
lichst kostenglinstiges Gesamtsystem und eine zweckmafige Verteilung knapper
Ressourcen (z. B. Biomasse und Dachflachen) zu erreichen.

1 Grundsatzliches Ziel der Untersuchungen ist es, Veranderungen in den Anforderun-
gen an die Ubertragungsnetze durch eine Zunahme der kostenoptimalen Transport-
kapazitaten zu ermitteln. Zur Quantifizierung dieser Veranderung und deren Kosten-
bewertung wird die Zunahme an zusatzlicher Transportkapazitat in den vorliegenden
Untersuchungen in Kilometern gemessen, die sich an Netzausbau- und -verstér-
kungsbedarf ergeben, wenn dieser zusatzliche Bedarf an Transportkapazitat mit den
heute im Ubertragungsnetz verwendeten Technologien umgesetzt wiirde. Neue Netz-
technologien kdnnten langfristig grundsatzlich dazu fuhren, dass zuséatzliche Trans-
portkapazitat auch auf anderem Wege bereitgestellt werden kénnte, d. h. teilweise
ohne den hier errechneten Bedarf an neuen oder verstarkten Stromkreisen und Tras-
sen.
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Die Bereitstellung der nachgefragten Energie hingegen wird durch den Einsatz von
Optimiermodellen weitestgehend endogen technodkonomisch optimiert. Hierbei
steht schon im jeweiligen Modelllauf die Frage im Vordergrund, welches techni-
sche Gesamtkonzept die nachgefragte Energie zu den geringsten Kosten bereit-
stellt. Mit welchen MaRRhahmenbiindeln (z. B. hinsichtlich der Férdersysteme oder
der Marktgestaltung) die so ermittelte L6sung umgesetzt werden kann, wird dabei
ausgeklammert.

Die Modellierung ist eingebettet in eine Ubergreifende 6konomische Analyse, wel-
che insbesondere gesamtwirtschaftliche bzw. 6konomische Wirkungszusammen-
hange des EE-Ausbaus und der klimafreundlichen Transformation der Energiever-
sorgung untersucht. AuRerdem erfolgt eine umfassende Analyse der Auswirkun-
gen des EE-Ausbaus auf die Umwelt und eine vergleichende Bewertung der 6ko-
logischen Nachhaltigkeit der untersuchten Szenarien, die im Modul U ,,Okologische
Evaluierung der Szenarien® detailliert dargestellt wird.
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2 Modellierung der Nachfragesektoren

2.1 Verkehrssektor

Die Modellierung des Verkehrs ist auf drei Saulen verteilt, die die unterschiedlichen
Nachfragebedingungen der Verkehre auf deutschem Territorium und der interna-
tionalen Verkehre im Luftverkehr und der Seeschifffahrt berticksichtigen. Die drei
Saulen sind:

1. Saule: bodengebundener Verkehr auf deutschem Territorium
2. Saule: Luftverkehr
3. Saule: Seeschifffahrt

Sie werden in den folgenden drei Abschnitten getrennt dargestellt.

Bodengebundener Verkehr in Deutschland

Die erste Saule, der bodengebundene Verkehr auf deutschem Territorium, nutzt
ASTRA-L, welches eine Weiterentwicklung des z. B. im Projekt ,Klimaschutzsze-
narien 2050 (KS2050)“ verwendeten Modells ASTRA-D ist. Das Modell ist ein in-
tegriertes Verkehr-Okonomie-Umwelt-Modell, bei dem die zentralen Treiber des
Verkehrs, d. h. Bevilkerung und sektorale Produktion, direkt mit einem dreistufi-
gen Verkehrsmodell und einem tief-segmentierten Flottenmodell gekoppelt sind
und so auch Riickkoppelungen vom Verkehr auf die Okonomie ermdglichen.
ASTRA-L vereinigt einen Top-down-Modellierungsansatz, bei dem aus den Trei-
bern Bevolkerung mit Alterskohorten und Okonomie mit sektoraler Wertschop-
fung und Beschaftigung auf nationaler Ebene mit einem Bottom-up-Ansatz der
Verkehrsmodellierung die Verkehrserzeugung abgeleitet wird. Der Bottom-up-An-
satz basiert auf einer regionalen Differenzierung in die 39 NUTS-2-Regionen
Deutschlands2 sowie in verschiedene Fahrtzwecke und Fahrtweiten fir den Per-
sonen- und Guterverkehr, die mit den jeweilig verfligbaren Verkehrsmitteln abge-
wickelt werden kdnnen.

2 NUTS = Nomenclature des unités territoriales statistiques bezeichnet die Systematik
zur Klassifizierung der raumlichen Bezugseinheiten der amtlichen europaischen Sta-
tistik. NUTS-2-Regionen sollen eine Bevélkerung von 800 Tausend bis 3 Millionen
Menschen aufweisen und entsprechen in Deutschland meist Regierungsbhezirken
(z. B. in Baden-Wrttemberg und Bayern) bzw. Stadtstaaten oder kleineren Flachen-
landern.
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Als Methodik kommt in ASTRA-L die Systemdynamik-Modellierung (engl.: System
Dynamics) zum Einsatz, die bereits seit den siebziger Jahren erfolgreich zur Ab-
bildung sozio-technischer Systeme und deren langfristiger Entwicklung genutzt
wird, z. B. in ,The Limits to Growth* [Meadows et al. 1972]. Bei Systemdynamik-
modellen handelt es sich um Simulationsmodelle, die zunehmend auch fir kom-
plexe betriebswirtschaftliche Anwendungen [Sterman 2000] sowie auch fir die in-
tegrierte Analyse von Politiken und Szenarien im Verkehrssektor auf europdischer
Ebene angewendet werden [IWW et al. 2013], [Krail 2009] und [Schade 2005].

Die Systemdynamik-Modellierung ist nicht eingeschrénkt in der Wahl der nutzba-
ren mathematischen Funktionen, im Gegensatz z. B. zur Okonometrie, die Anfor-
derungen an die Zerlegbarkeit und Linearisierung der verwendeten Funktionen ei-
nes dkonometrischen Modells stellt. Damit lassen sich in Systemdynamikmodellen
jeweils die passendsten Funktionen fir unterschiedliche zu modellierende Wis-
sensgebiete einsetzen. Fir den Verkehrsbereich in ASTRA-L sind das vor allem
Discrete-Choice-Modelle, die Wahlentscheidungen der Verkehrsnutzer und Kon-
sumenten basierend auf Kostenfunktionen und Praferenzen abbilden. Modelliert
werden mit Discrete-Choice-Modellen in ASTRA-L z. B. die Modalwahl und der
PKW-Kauf mit der Differenzierung in verschiedene Antriebe und Segmente
[Schade 2005; Scheu 2013; Schade und Krail 2015; Krail und Schade 2014].

Eine groRe Starke von Systemdynamikmodellen wie ASTRA-L ist die Mdglichkeit
zur direkten und umfassenden Abbildung von politischen MaRnahmen. Dies ge-
lingt dadurch, dass sowohl die politisch beeinflussbaren StellgroRen (Hebel) zur
Abbildung der MaRnahmen als auch die sich ergebenden Wirkungspfade explizit
im Modell implementiert sind. Als Beispiel soll hier die Mineraldlsteuer angefuhrt
werden:

Eine Erhdhung bzw. strukturelle Anderung der Mineraldlsteuer wirkt sich auf die
verschiedenen in ASTRA-L mit ihren einzelnen Kostenbestandteilen modellierten
Kraftstoffpreise aus, beeinflusst so die Kaufentscheidung fur PKW und I-NFZ hin-
sichtlich der Antriebstechnologie, verandert die Verkehrsnachfrage tiber eine An-
derung der Verkehrstrager-Wahlentscheidung (Modalwahl), da die relativen Kos-
ten aller Verkehrstrager im Personen- und Giterverkehr beeinflusst werden, ver-
andert das Konsumbudget der Haushalte und deren Ausgabenstruktur, passt die
Lieferbeziehungen zwischen den Sektoren innerhalb der Input-Output-Tabelle im
o6konomischen Modell von ASTRA-L an, verandert den AuRenhandel bzgl. der Mi-
neraldlimporte und modifiziert die Staatseinnahmen sowohl hinsichtlich der Mine-
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raldlsteuereinnahmen durch die geanderten Steuersatze und die ge&nderte Nach-
frage, aber auch die Einnahmen aus der Kfz-Steuer durch das geanderte Kaufver-
halten fur PKW.

Luftverkehr

Die zweite Séaule der Verkehrsmodellierung bildet den Luftverkehr ab. Fur den
Luftverkehr wurde das Referenzszenario aufgesetzt auf den verkehrlichen Annah-
men des Aktuelle-MalRnahmen-Szenarios (AMS) des Projektes Klimaschutzsze-
narien 2050 [Oko-Institut und Fraunhofer I1SI 2014]. Diese unterscheiden fir den
Personenluftverkehr den nationalen und den internationalen Verkehr, wahrend fir
den Giterluftverkehr nur die internationalen Verkehre bertcksichtigt werden, da
nationale Verkehre keinen nennenswerten Umfang erreichen3. Fir die drei Luft-
verkehrsarten wird jeweils eine spezifische Entwicklung der Energieeffizienz er-
wartet. Diese unterscheidet sich fir die Nachfragemodellierung im Referenz- und
Basisszenario. Das Basisszenario wird unter Berlcksichtigung der unterstellten
MalRnahmen und mit verbesserter Entwicklung der Effizienz abgeleitet. Damit
ergibt sich fur beide Szenarien eine Trajektorie der Endenergienachfrage bis 2050.
Abschlielend wird verkehrstragertibergreifend eine Zuordnung der verfiigbaren
Biomasse (siehe Berichtsmodul 1 ,Hintergrund, Szenarioarchitektur und tberge-
ordnete Rahmenparameter”, Kapitel 5, ,Biomassepotenzial*) vorgenommen unter
Bertcksichtigung der technischen Nutzbarkeit fir einen Verkehrstrager, der Zah-
lungsbereitschaften der verschiedenen Verkehrstrager und der verfiigbaren Alter-
nativen zur CO2-Reduktion eines Verkehrstragers4.

Im Luftverkehr entféllt auf den nationalen Anteil (d. h. innerdeutsche Flige und
Anteile Gber deutschem Territorium von/nach deutschen Flughafen ausgehenden
Fligen, Abgrenzung nach Kyoto-Protokoll) nur ein kleiner Teil der Verkehrsleis-
tung von rund 5 %. Betrachtet man den Endenergieverbrauch des Luftverkehrs,
dann liegt der nationale Anteil mit 7 % etwas hoher, da sowohl bei den innerdeut-
schen Fligen als auch bei den von Deutschland in andere Lander abgehenden

3 Nationaler Giiterverkehr erreicht, bezogen auf das Gewicht, nur ca. 4 % der national
transportierten ,Masse" aus Personen und Gitern. Haufig erfolgt der Transport auch
als Zuladung zum Personentransport.

4 Als Beispiel sei hier genannt, dass sich die internationale Luftfahrt auf Klimaschutz-
ziele fir den Luftverkehr geeinigt hat (z. B. Carbon Neutral Growth ab 2020).
IATA/ICAO/ACI etc. unterstitzen alle diese Ziele. Ein wichtiger Bestandteil ist eine
Biokraftstoffstrategie. Z. B. http://www.iata.org/whatwedo/environment/Pages/alter-
native-fuels.aspx
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Flugen der Anteil der Startphase, in der der hdchste Energieverbrauch anfallt,
deutlich starker ins Gewicht féllt als bei Fligen Uber langere Strecken.

Seeschifffahrt

Die dritte Saule der Modellierung des Verkehrssektors ist die Seeschifffahrt. Hier
wird ebenfalls flir das Referenzszenario auf den verkehrlichen Annahmen des
AMS-Szenarios des Projektes Klimaschutzszenarien 2050 [Oko-Institut und
Fraunhofer ISI 2014] aufgesetzt. Diese liefern eine Trajektorie fur den internatio-
nalen Guterverkehr mit Seeschiffen. In diesem Projekt wurde gepruft, ob auch der
Personenschiffsverkehr von Bedeutung ist. Ohne Kreuzfahrtschiffe lasst sich ein
energetischer Verbrauch von rund 0,2 PJ durch die Personenschifffahrt in
Deutschland abschatzen. Der Endenergieverbrauch der Kreuzfahrtschiffe konnte
noch nicht abgeschéatzt werden. Deshalb wird in diesem Projekt ausschlie3lich der
internationale Seeguterverkehr bericksichtigt.

Im Basisszenario wird unter Bertcksichtigung von Veranderungen des Aul3enhan-
dels und der Energieeffizienzmal3nahmen im Schiffsverkehr eine neue Trajektorie
des Endenergieverbrauches abgeschatzt. AbschieRend wurde auch die Seeschiff-
fahrt in die verkehrstragertbergreifende Zuordnung der verfligbaren Biomasse in-
tegriert. Auch hier wurden die Kriterien technische Nutzbarkeit, Zahlungsbereit-
schaft und verfigbare CO2-freie/arme Alternativen angewendet, um die Zuordnung
zu leisten.
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Zusammenfassung

Die folgende Abbildung 2 stellt die drei Sdulen der Verkehrsmodellierung und die
abschlie3ende Feinmodellierung der Energietrager im Verkehr zusammenfassend
dar.

Bodengebundener Verkehrauf deutschem Internationale Verkehre von und nach
Territorium Deutschland
ASTRA-L - Modell Luftverkehr Seeschifffahrt
Rahmendaten :Personenverkehr: Guterverkehr Rahmendaten Rahmendaten
und Treiber des: . Aufkommen i « Aufkommen * KS2050-1 * KS§2050-1
Verkehrs i« Verteilung : * Verteilung + AGEB * Literatur
* Bevélkerung i * Modalwahl i » Modalwahl
nach Alter . * Distanzklassen ; « Distanzklassen
« Bruttoinlands- & * MIV, Bus, Rad, i + Strafe, Bahn, Personenverkehr Personenverkehr
produkt : Schiene, FuB : Binnenschiff * National * International
. Sektorale " PKW-Flotte ' S-NFZ-Flotte * International . (Landsewtlg)
Wertschopfung i BUSFlotte  : L-NFZ-Flotte gl
-éuBenhatr\del * Antriebsarten i-AnF_riebsarten Giiterverkehr Giterverkehr
NETGIeSIEUST- & « Segmente : * GroBenklassen » International » International
sétze, efc. i « Alterskohorten i+ Alterskohorten
Endenergieverbrdauche nach Verkehrstriager
Verkehrstrageriibergreifende Feinmodellierung der Energietrager: « E-PKW
. " o « E-NFZ
Endenergieverbriduche nach Energietriager
9 e + Biokraftstoffe

Quelle: M-Five

Erlauterungen: AGEB: Arbeitsgemeinschaft Energiebilanzen e.V., KS2050: Projekt Klima-
schutzszenarien 2050 [Oko-Institut und Fraunhofer I1SI 2014], PKW: Personenkraftwagen,
L-NFZ: leichte Nutzfahrzeuge (kleiner 3,5 t zulassiges Gesamtgewicht), S-NFZ: schwere
Nutzfahrzeuge, E-PKW bzw. E-NFZ: elektrisch angetriebene PKW bzw. NFZ.

Abbildung 2:  Modellierungsansatz zur Abschatzung des Endenergiever-
brauchs im Verkehr

Tabelle 1 gibt einen Uberblick tiber zentrale Elemente der Segmentierung und Pa-
rametrierung des Personenverkehrsmodells in ASTRA-L. Die PKW-Segmente die-
nen auch der Einordnung der GréRenklassen und der Energieverbrauche der
PKW:-Flotte. Die Fahrtzwecke beeinflussen das Wahlverhalten der Verkehrsnutzer
flr Zielwahl und Modalwahl. Die Unterteilung der Nachfrage nach Distanzklassen
spielt insbesondere eine Rolle fiir die Modalwahl. Beispielsweise spielt fir Wege
Uber 2 km Entfernung der Anteil des ZufuRgehens keine signifikante Rolle mehr.
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Tabelle 1: Wichtige Parametrierung und Segmentierung von ASTRA-L: Per-
sonenverkehr
PKW- PKW- Bus- Fahrt- Verkehrs- Distanz-
Segmente Antriebe Antriebe zwecke mittel klasse
Mini Benziner Diesel Pendeln PKW <2 km
Klein Diesel Hybrid Geschaft Bus 2-10 km
: >10 km In-
Kompakt Gas (CNG) Gas (CNG) Privat Bahn tra-NUTS-II
. Autogas . N Zwischen
Mittelklasse (LPG) Elektrisch Freizeit Zu Fuy NUTS-II
. H2-Brenn-

Oberklasse  Hybrid (D/B) stoffzelle Fahrrad
Geléande- .

Plug-in hyb-
und Sport- rid (D/B)
wagen
Vans Batterie

E85

Wasser-

stoffbrenn-

stoffzelle

Fur den Giterverkehr liefert Tabelle 2 den Uberblick tiber Segmentierung und Pa-
rametrierung. Fir leichte Nutzfahrzeuge (L-NFz mit zul. Gesamtgewicht <3.5 t)
stehen dieselben Antriebsarten zur Verfiigung wie bei PKW. Die schweren Nutz-
fahrzeuge werden in ASTRA-L noch als Diesel modelliert und in den nachgelager-
ten Modellen in weitere Antriebsarten (LNG, Strom) differenziert. Neben den LKW
werden Bahn und Binnenschiff als Verkehrsmittel genutzt und drei Giterklassen
unterschieden. In der Erzeugung und Verteilung des Verkehrs wird der Guterver-
kehr des Sektors Einzelhandel separat modelliert.
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Tabelle 2: Wichtige Parametrierung und Segmentierung von ASTRA-L.:
Guterverkehr
LKW- L-NFz- Guter- Verkehrs-  Distanz-
Segmente Antriebe klassen mittel klasse
2%5 i1z Benziner Massengut L-NFz Intra NUTS-II
3,5bhis12t . . Zwischen
2l GG Diesel Stlickgut M-NFz NUTS-I]
Ex- und Im-
>12 t zul. , portverkehr
GG Gas (CNG) Container S-NFz von/nach
NUTS-II
Autogas (Einzelhan- Bahn Transitver-
(LPG) del) kehr
: Binnen-
Hybrid (D/B) schiff

Plug-in hyb-
rid (D/B)

Batterie
E85

H2-Brenn-
stoffzelle

11
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2.2 Industriesektor

Das Modell FORECAST-Industry gehort zur Gruppe der nachfrageseitigen Bot-
tom-up-Modelle. Mit Hilfe von Energienachfragemodellen lassen sich Mdglichkei-
ten und Potenziale zur Verbesserung der Energieeffizienz und zum Einsatz von
alternativen Technologien und ihre Auswirkungen auf den langfristigen Energie-
verbrauch simulieren. Das Modell bildet die Technologiestruktur der Industrie ab
und berechnet Energieverbrauch und Emissionen sowie Kosten und Wirkungen
von Einsparmaflnahmen auf Prozessebene. Hierzu greift das Modell auf statisti-
sche Daten, Veroéffentlichungen und Expertenschatzungen zurick.

FORECAST-Industry ist hierarchisch aufgebaut und unterteilt die Industrie anhand
der Energiebilanzen in einzelne Wirtschaftszweige bzw. Subsektoren. Diesen sind
Prozesse zugeordnet, welche durch einen spezifischen Energieverbrauch und
eine AktivitatsgréRe beschrieben werden.

Eine grofRe Herausforderung bei der Bottom-up-Modellierung der Industrie ist die
hohe Vielfalt an unterschiedlichen Prozessen und Unternehmen, welche technolo-
gisch im Modell abgebildet werden miussen. Entsprechend orientiert sich die Struk-
tur des Modells zum einen an der Struktur des Industriesektors, wobei moglichst
homogene Bereiche (z. B. Raumwarme) zusammengefasst werden, und zum an-
deren an der Datenverfligbarkeit. Beziiglich der Technologiestruktur kdnnen die
Technologiefelder/Module

e energieintensive Prozesse,

e Elektromotorsysteme (und Beleuchtung),

e Raumwarme,

¢ Industrietfen (Brennstoffwechsel) und

o Warmwasser- und Dampferzeugung und Verteilung

unterschieden werden (siehe auch Abbildung 3 zur grundlegenden Struktur des
Modells):

Energieintensive Prozesse bilden die Struktur der energieintensiven Subsekto-
ren auf Prozessebene ab — als Beispiel kann der Hochofenprozess bei der Stahl-
herstellung genannt werden. In diesem Modul wird die Diffusion von Effizienztech-
niken basierend auf ihrer Amortisationsdauer simuliert. Annahmen und Methodik
sind ausfuhrlich in [Fleiter et al. 2013; Fleiter et al. 2012] dargelegt.

Elektromotorsysteme und Beleuchtung finden Anwendung in s&dmtlichen Bran-
chen und verschiedenen Prozessen. Elektromotoren werden z. B. sowohl in der

12
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Papierherstellung als auch in der Stahlherstellung eingesetzt. Beiden Technolo-
giegruppen sind EinsparmalRnahmen zur Effizienzverbesserung zugeordnet, in der
Regel in der Form neuer Technologien oder organisatorischer MaZnahmen.

Der Raumwarmebedarf wird Uber Flachenkennwerte je Subsektor berechnet.
Dies beruht auf einem Bestandsmodell, in dem die Kapitalumwélzung anhand der
Altersstruktur modelliert wird. Es werden die beiden Bereiche Gebaudehiille und
Heizungssystem unterschieden. Eine detaillierte Modellbeschreibung findet sich in
[Biere 2015].

Der Warmebedarf in Industriedfen findet vorwiegend im Temperaturniveau tUber
500 °C statt und beruht auf den Berechnungen des Prozessmoduls. In diesem Mo-
dul wird der Brennstoffwechsel je Subsektor simuliert, wobei Parameter wie die
Energiepreise, der CO,-Preis sowie die historischen Trends beriicksichtigt werden
(der Ansatz dhnelt dem in [Kesicki und Yanagisawa 2015]).

Warmwasser- und Dampferzeugung und -verteilung werden in einer Vielzahl
von Prozessen, vor allem in der chemischen Industrie, der Papier- und der Nah-
rungsmittelindustrie benétigt. Aufgrund der Ahnlichkeit der technischen Systeme
wird die Dampferzeugung in FORECAST-Industry im Sinne einer Querschnitts-
technik modelliert. Dabei wird sowohl ein Effizienzfortschritt bei den h&ufig schlecht
geddmmten Dampfsystemen als auch eine Bestandsmodellierung der Dampfer-
zeuger berucksichtigt. Der technische Wandel wird anhand von alternativen War-
meerzeugern abgebildet, deren Einsatz mittels ,discrete choice“-Methoden simu-
liert wird (siehe z. B. [Jaccard 2005]). Eine umfassende Beschreibung des Moduls
findet sich in [Biere 2015].

13
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Produktion [t/a] Bruttowertschépfung [€/a] Beschaftigte [Pers./a]
- Je Prozess - Je Subsektor - Je Subsektor
Prozesse l l l Raumwaérme
Frozen efficiency Frozen efficiency Frozen efficiency <«
Tech-DB ¢ L
Diffusion Bestandsmodell
) . - <«— Tech-DB
Einsparoptionen Gebaude
Verbleibender v
Energieverbrauch <« Bestandsmodell

Heizungsanlagen

Strom . o <500°C
Elektromotoren Ofen l >500°C l Dampfsysteme

Tech-DB —» _. Dlﬁu5|qn Brennstoffwechsel Dampf;ystem
Einsparoptionen Effizienz
4 Tech-DB
T Bestandsmodell
Tech-DB Dampferzeugung

Resultierender Endenergieverbrauch 4—[

- Je Subsektor, Energietrdger und Temperaturniveau

Abbildung 3:  Uberblick des Modells FORECAST-Industry

Das Modell basiert auf einem Bottom-up-Mengengerist zur Berechnung des Ener-
giebedarfs der Prozesse sowie des Raumwarmebedarfs. Auf Ebene der Prozesse
wird Uber die physikalische Produktion (in Tonnen) je Prozess und dessen spezi-
fischen Energieverbrauch der absolute Energiebedarf je Prozess als Bottom-up-
Energieverbrauch berechnet. Der Raumwarmebedarf wird tber Kennwerte zum
Energiebedarf je m? Flache je Subsektor berechnet. Fir die Simulation der Ener-
gieverbrauchsentwicklung wird die Restgrof3e aus dem ermittelten Bottom-up-
Energieverbrauch je Subsektor mit dem in den Energiebilanzen ausgewiesenen
Energiebedarf je Subsektor abgeglichen und die Restgrof3e anhand der Brutto-
wertschopfung des Subsektors fortgeschrieben. Die nachgelagerten Module
(Elektromotoren, Ofen, Dampfsysteme) basieren auf der Hochrechnung dieser bei-
den Bottom-up-Module.

14
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Industrie

|
Prozess -
o o ar
|
Einsparoption -

Abbildung 4:  Hierarchische Struktur des Modells FORECAST-Industry (Modul
Prozesse)

Die Branchenstruktur des Industriemodells orientiert sich an der Einteilung der
Energiebilanzen nach AG-Energiebilanzen. Sie umfasst entsprechend der Klassi-
fikation der Wirtschaftszweige von 2003 (WZ 2002) (WZ 2003) die beiden Sektoren
.verarbeitendes Gewerbe" (WZ 2003 Nr. “C*) und Teile des Sektors ,Bergbau und
Gewinnung von Steinen und Erden” (WZ 2003 ,B"), die nicht der Energiegewin-
nung dienen (siehe Tabelle 3).

15
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Tabelle 3: Struktur der Subsektoren in FORECAST-Industry entsprechend
WZ 2003
Bezeichnung WZ 2003
Gewinnung von Steinen und Erden, sonst. Bergbau 10.30, 12, 13, 14
Erndhrung und Tabak 15,16
Papiergewerbe 21
Grundstoffchemie 24.1
Sonstige chemische Industrie 24 ohne 24.1
Gummi- u. Kunststoffwaren 25
Glas u. Keramik 26.1, 26.2, 26.3
Verarbeitung v. Steine u. Erden 26 ohne 26.1, 26.2 und 26.3
Metallerzeugung 27.1
NE-Metalle, -giel3ereien 27.4,275

Metallbearbeitung

Maschinenbau
Fahrzeugbau

Sonstige Wirtschaftszweige

27 ohne 27.1, 27.4 u. 27.5
einschl. 28

29
34, 35

Restl. Nummern von C

Auf Ebene der Prozesse wird tiber die Tonnenproduktion je Prozess und dessen
spezifischen Energieverbrauch der absolute Energiebedarf je Prozess berechnet.
Die Tonnenproduktion ist direkter an den Energieverbrauch gekoppelt als die Wert-
schopfung, da z. B. eine Erh6hung der Wertschdpfung nicht zwangslaufig eine fir
den Energieverbrauch relevante Produktionssteigerung widerspiegeln muss
[Herbst et al.]. Im Modell FORECAST-Industry werden 64 der energieintensivsten
Produkte bzw. Prozesse separat anhand ihrer jahrlichen Tonnenproduktion abge-
bildet (siehe Tabelle 4). Diese energieintensiven Produkte machen mehr als die
Halfte des Energieverbrauchs der Industrie aus. Der verbleibende Energiever-
brauch je Branche, der auf eine sehr viel gréRere Anzahl von Prozessen und An-
lagen zurtickzufiihren ist, wird anhand der Wertschopfung und der Raumwérme
fortgeschrieben.
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Tabelle 4:

Prozessstruktur des Modells FORECAST-Industry

Steine-Erden

Nicht-Eisen-Metalle

Grundstoffchemie

Klinker Brennen
(trocken)
Klinker Brennen
(halbtrocken)

Klinker Brennen (feucht)
Aufbereitung von Kalkstein
Gips

Zementmabhlen

Aluminium primar

Aluminium sekundéar

Aluminium Strangpressen
Aluminium Giel3ereien
Aluminium Walzen

Kupfer primar

Adipinsaure

Ammoniak

Calciumcarbid
Industrieruf?

Chlor, Diaphragma
Chlor, Membran

Kalkmahlen Kupfer sekundéar Chlor, Amalgan
Ziegel Kupferbearbeitung Ethylen
Kalkbrennen Primérzink Methanol
Sekundarzink Salpetersaure
Sauerstoff
Polycarbonat
Polyethylen
Polypropylen
Polysulfone
Soda
TDI
Titandioxid
Erndhrungsgewerbe Metallerzeugung Papiergewerbe
Zucker Sintern Papier
Molkerei Oxygenstahl — Hochofen Zellstoff-Verfahren
Bierbrauen Elektrostahl — EAF Holzstoff-Verfahren
Fleischverarbeitung Walzstahl Altpapierstoff
Backwaren Koksofen
Starke Schmelzreduktion
Direkte Reduktion
Glas Keramik Kunstoffverarbeitung

Behalterglas
Flachglas
Glasfasern

Ubriges Glas

Haushalts- und Sanitarke-
ramik

Technische Keramik

Fliesen, Platten, Feuerfest-
keramik

Extrusion
SpritzgieRen

Blasformen
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2.3 GHD-Prozesse

Der GHD-Sektor umfasst die Branchen Handel, Gastgewerbe, IKT, Finanzwesen,
Gesundheitswesen, Schulen, 6ffentliche Verwaltung und andere Dienstleistungen.
Um die Energienachfrage der Prozesse im GHD-Sektor auf der Stufe Endenergie,
Nutzenergie bzw. Energiedienstleistungen zu berechnen, kommt das Modell
FORECAST-Tertiary zum Einsatz. Der Endenergiebedarf von GHD-Prozessen
umfasst im Wesentlichen die Energieanwendungen Beleuchtung, IKT in Biros und
Datencentern, Luftung und Klimatisierung, Aufziige, andere Gebaudestromver-
braucher, Kochen, Waschen und Kuhlen bzw. Gefrieren. Der gebaudespezifische
Energieverbrauch des Sektors wird in Abschnitt 2.4 behandelt.

Im Modell wird der jahrliche Energiebedarf bottom-up anhand von spezifischen,
zeitabhangigen Kennwerten und Treibern ermittelt. Dabei ist die Energienachfrage
das Summenprodukt aus spezifischer Energienachfrage pro ,Energietreiber und
der Quantitat des entsprechenden ,Treibers”. Die Energietreiber werden untereilt
in ,Globaltreiber” (wie z. B. Anzahl Angestellte pro Wirtschaftssektor oder m? Fla-
chenbedarf pro Angestelltem) und ,Energiedienstleistungstreiber” (wie z. B. An-
zahl Computer pro Angestelltem oder Anteil gekiihlter Raumflache). Entsprechend
wird die spezifische Energienachfrage pro Energiedienstleistungstreiber als Pro-
dukt aus der installierten Leistung (z. B. in Watt pro Computer) und der jahrlichen
Nutzungsdauer (in Stunden) berechnet. FORECAST-Tertiary errechnet die Nach-
frage fir verschiedene Energiedienstleistungen (z. B. Stromnachfrage fiir Be-
leuchtung), Subsektoren der Wirtschaft und Regionen fir ein spezifisches Jahr
[Jakob et al. 2011].

Die Endenergienachfrage im Sektor GHD wird fiir das Basisjahr 2010 anhand der
aktuellsten statistischen Daten kalibriert, im Wesentlichen aus Eurostat-Daten, der
landerspezifischen Energiebilanzen und der Datenbank ODYSSEES.

Fur die Ermittlung der zuklnftigen Energienachfrage werden Trends zum wirt-
schaftlichen Fortgang der modellierten Regionen beriicksichtigt sowie Annahmen
zum Einsatz und der Entwicklung von Energiesparoptionen getroffen. Diese Opti-
onen kénnen sowohl auf die Reduktion der installierten Leistung als auch auf eine
Verringerung der Nutzungszeiten abzielen. Berlcksichtigt werden Technologien
sowie Anwendungsmethoden wie z. B. effiziente Beleuchtungsmethoden (LED),

5 Aus einem EU-Forschungsprojekt hervorgehend, stellt die ODYSSEE-Datenbank ver-
schiedene Energieeffizienzindikatoren und -daten zur Verfiigung, welche in Ergén-
zung in die Modellierung mit einbezogen werden. Detaillierte Infos zur ODYSSEE-
Datenbank unter www.odyssee-mure.eu.
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Klima- und Luftungsgerate, Kihlgerate, Pumpen, IKT-Technologien, Warmepum-
pen, Schaltuhren und Bewegungssensoren sowie Gebaude- und Energiemanage-
ment-Systeme. Dazu werden die vorhandenen Daten von Geraten und Anwen-
dungen sowie zum Geb&udebestand in Bezug zu (meist) physischen Treibern ge-
setzt. Die Daten stammen aus Normen und Standards zum Energieverbrauch in
Betriebsgebauden, aus Markt- und Potenzialstudien sowie aus Studien und Vor-
studien zur EU-Okodesign-Richtlinie zu energieverbrauchenden Produkten. Zu-
satzlich wird die dynamische Entwicklung und Verbreitung von Technologien in
Form von Diffusionskurven anhand von bestehenden Entwicklungsreihen abge-
schatzt bzw. fortgefihrt.

Die Modellentscheidung, welche Technologien eingesetzt werden, um den Ener-
giebedarf zu reduzieren, basiert auf wirtschaftlichen und technologischen Kenn-
werten der Technologiereprasentanten, einschlie3lich maximal méglicher Diffusi-
onswerte zur Marktdurchdringung. Dazu werden spezifische Investitionen, Be-
triebskosten und eingesparte Energiekosten unter Berticksichtigung von spezifi-
schen Diskontsatzen verwendet.

Prozesswéarme und Treibstoffe werden fur den GHD-Sektor nicht explizit in
FORECAST-Tertiary modelliert, sondern anhand von zwei ad-hoc-Modellen ermit-
telt. Prozesswarme wird als Differenz zwischen der Energiebilanz und einem Ge-
baudemodell berechnet und anhand von Kennzahlen fortgeschrieben. Treibstoffe,
z. B. fur internen Verkehr, Palettentransport in Flughafen etc., sind nicht explizit
modelliert, sondern die bestehenden Datenreihen werden anhand der Energiebi-
lanz unter Verwendung der Trends eines Verkehrsmodells fortgesetzt.
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2.4 Raumwarme und Warmwasser

Die Entwicklung der Szenarien fur den jahrlichen Energiebedarf fir Warme (Raum-
warme und Warmwasser) von Wohn- und Dienstleistungsgebauden basiert auf der
Anwendung des Modells INVERT/EE-Lab. Die Datengrundlage des Modells stiitzt
sich auf eine detaillierte, stark disaggregierte Beschreibung des Gebaudebe-
stands. Diese beruht fir Wohngeb&ude im Wesentlichen auf Basisdaten aus [Die-
fenbach und Born 2013] sowie fiir Nichtwohngeb&ude auf abgeleiteten Daten aus
[Schlomann et al. 2011]. Dabei werden sowohl unterschiedliche Nutzungsformen,
(z. B. Wohngebaude oder unterschiedliche Nutzungen von Nichtwohngebéauden),
GroRRen (z. B. Einfamilienhduser oder Mehrfamilienhauser), Bauperioden sowie
historisch durchgefiihrte Sanierungsstufen unterschieden. Abbildung 5 zeigt, dass
durch die Verschneidung von Nutzungsformen, Gré3en, Bauperioden sowie Sa-
nierungszustanden 285 Gebaudeklassen an Wohngebauden sowie 70 Gebaude-
klassen an Nichtwohngebauden resultieren. In jeder dieser Geb&dudeklassen wer-
den wiederum verschiedene Technologien zur Raumwarme- und Warmwasserbe-
reitstellung unterschieden, woraus sich Uber 4.500 Gebaudesegmente ergeben,
Uber die der deutsche Gebaudebestand beschrieben wird. Der berlicksichtigte
Technologiemix umfasst dabei alle relevanten Warmeverteilsysteme (Einzel6fen
und Systeme ohne zentrale Warmeverteilung im Gebaude), Heizsysteme (wie
Brennwert- und Niedertemperaturkessel, Warmepumpen, Solarkollektoren etc.).
Dabei erfolgt eine Unterscheidung nach Energietrager bzw. Energieform, also
nach fossilen Energietrdgern wie Erdgas, Erddl und Kohle, nach erneuerbaren
Energietragern wie unterschiedlichen Biomassebrennstoffen, Umweltwarme und
Solarthermie sowie nach Strom und netzgebundener Warmes.

6  Die INVERT/ EE-Lab Datenbank umfasst techno-6konomischen Daten fiir Warmeer-
zeuger fur Europa, die laufend aktualisiert werden. Fir Deutschland basiert die Da-
tenbasis insbesondere auf den Analysen der ,Integrierten Warme- und Kéltestrategie“
[Dengler et al. 2011] [Henning et al. 2013], der ,Wissenschaftliche Analyse des
Warme- und Kaltemarkts und Vorbereitung des Erfahrungsberichts zum EEWarmeG
[Offermann et al. 2015], der Baupreisdatenbank [sirAdos 2016] und dem EU Projekt
Entranze [Kockat und Rohde] und [Sebi et al. 2013]. Eine detaillierte Darstellung der
Technologiedaten ist in [Steinbach 2016] sowie [Fleiter et al. 2016] zu finden.
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: Nicht- Nicht-
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Abbildung 5:  Disaggregierte Beschreibung des Gebduedebestands im Modell
Invert/EE-Lab

Basierend auf dieser disaggregierten Beschreibung des Gebaudebestands erfolgt
die Ermittlung des Warmebedarfs. Die bottom-up berechneten Energieverbrauche
werden auf Basis von Energiebilanzdaten auf das Basisjahr 2012 kalibriert. Die
energetische Berechnung des Wéarmebedarfs ist in INVERT/EE-Lab durch eine
physikalische bzw. thermodynamische Abbildung von Gebauden implementiert.
Die Berechnung des Endenergiebedarfes basiert auf der Norm EN 13790.

Mittels Altersverteilungen wird jener Anteil der Gebdudekomponenten (Gebaude-
technik oder Elemente der Gebaudehille) identifiziert, der aufgrund des Errei-
chens der technischen Lebensdauer erneuert werden muss. Die Sanierungsrate
ist somit ein Ergebnis des Alters des Gebaudebestands, historisch durchgefihrter
Sanierungsaktivitdten sowie der technischen Lebensdauern von Gebaudekompo-
nenten, wobei letztere Uber Weibull-Verteilungen modelliert werden. Im Sanie-
rungsfall stehen den Geb&udeeigentiimern unterschiedliche Sanierungspakete zur
Verfiigung. Diese Sanierungspakete umfassen grundséatzlich immer eine Erneue-
rung samtlicher Komponenten der Gebaudehille, d. h. Fenster, Dach bzw. oberste
Geschossdecke, Kellerdecke und Fassade. Sie unterscheiden sich allerdings hin-
sichtlich der Dammstérken bzw. der thermischen Qualitdt der Fenster. Je nach
Gebé&udekategorie ergibt sich daraus eine Reduktion des Heizwarmebedarfs im
Referenzszenario von 38 % - 55 % und im Basisszenario von 50 % - 60 % nach
Sanierung. Die im Mittel erzielte Sanierungstiefe ergibt sich aus der Wirtschaftlich-
keit dieser Sanierungspakete und der sich daraus ergebenden Entscheidungen
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von Gebaudeeigentimern. Fir eine genaue Darstellung des Investitionsentschei-
dungsalgorithmus sei auf [Steinbach 2015] und [Muller (2015] verwiesen. Dabei
werden Lebenszykluskosten der Sanierungsmalinahmen ermittelt, die auch die
Einsparung an Energiekosten berucksichtigen. Ordnungsrechtliche Vorgaben
(z. B. Baunormen) kénnen im Modell in unterschiedlicher Form innerhalb der ein-
zelnen Sanierungspakete definiert werden. Die aus dem Modell resultierenden Sa-
nierungsraten sowie Sanierungstiefen sind in den Berichtsmodulen mit den Sze-
narien dokumentiert. Die thermisch relevanten Sanierungsraten liegen je nach Ge-
baudekategorie und Szenario im Jahr 2050 zwischen 1,6 % und tber 3 %. Diese
Sanierungsraten sind als aquivalente Vollsanierungsraten zu interpretieren, d. h.
dass samtliche Gebaudekomponenten erneuert werden.

Die mittleren Lebensdauern, die fur verschiedene Gebaudekomponenten model-
liert wurden, liegen fir Gebaude je nach Nutzungstyp und Bauperiode im Bereich
von 60 bis dber 150 Jahren, fir einzelne Gebaudekomponenten (beispielweise
Fenster, Dach oder Fassaden) im Bereich von 40 bis tber 80 Jahren und fir
Heizsysteme und Gebaudetechnik bei 25 bis 40 Jahren.

Fur die zu tauschenden bzw. zu sanierenden Gebaudekomponenten wird nun die
Investitionsentscheidung von Eigentiimern modelliert. Basisalgorithmus dafur ist
ein stochastischer, nicht rekursiver, myopischer, betriebswirtschaftlicher sog. Nes-
ted-Logit-Ansatz, der im Fall von Investitionsentscheidungssituationen die Nutzen-
funktion von Akteuren, also den Gebaudeeigentimern und damit den Investoren,
maximiert (siehe Abbildung 6)7. Das bedeutet, dass sich Entscheidungen von Akt-
euren sowohl hinsichtlich der getatigten Sanierungsaktivitaten als auch der
Heizsystemwahl endogen aus dem Modell ergeben. Der gewahlte Logit-Ansatz
bewirkt, dass denjenigen Technologien, die hinsichtlich 6konomischer und weite-
rer Kriterien (z. B. Komfort von Heizsystemen bzw. Préferenz fir nachhaltige Ener-
giesysteme) fUr Akteure attraktiver sind, héhere Marktanteile im Modell zugewie-
sen werden als weniger attraktiven Technologien. Dies ermdglicht auch die expli-
zite Modellierung politischer Instrumente sowie der Wirkungen von Energieprei-
sen. Darlber hinaus besteht die Mdglichkeit, Ressourcenpotenziale-Beschrankun-
gen zu bertcksichtigen. Dies wurde im Rahmen der vorliegenden Arbeit insbeson-
dere fiir Biomasse umgesetzt.

7 Zur genaueren Methodik siehe z. B. [Miiller 2015] und [Steinbach 2016] sowie www.in-
vert.at.
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In der Praxis zeigt sich nach Sanierungsmafinahmen haufig, dass die tatsachliche,
ex post gemessene Energieeinsparung hinter der ex ante berechneten zuriick-
bleibt, da sich nach Sanierung in den Gebauden ein hdheres Temperaturniveau
einstellt, das die Nutzer auch als Komfortgewinn erleben. Dieser sog. Rebound-
Effekt ist im Modell berticksichtigt, indem eben dieser empirisch nachweisbare An-
stieg8 der effektiven Innenraumtemperaturen nach einer thermischen Gebaudes-
anierung im Modell implementiert ist. Insofern stellt das Modell eine realitatsnahe
Abschétzung der Wirkung von Sanierungsmal3nahmen ab.

Die Rahmenbedingungen in den Szenarien (z.B. Referenz- und Basisszenario)
werden in konkrete politische Rahmenbedingungen Ubersetzt und im Modell im-
plementiert. Daraus ergeben sich im Modell jeweils unterschiedliche Investitions-
entscheidungen der Akteure. Diese wiederum flhren in den Szenarien zu ver-
schiedenen Sanierungszustanden und damit Warmebedarf des Gebaudesektors,
der wiederum mit unterschiedlichen Technologien gedeckt wird.

8  Siehe z. B. [Loga et al. 2003].
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Abbildung 6:  Modellstruktur Invert/EE-Lab®

Fur verschiedene Energietrager werden Potenzialbeschrankungen beriicksichtigt.
Dies gilt insbesondere fur Biomasse (siehe Berichtsmodul 1 ,Hintergrund, Szena-
rioarchitektur und tGbergeordnete Rahmenparameter”, Kapitel 5, ,,Biomassepoten-
zial") sowie netzgebundene Warme.

Hinsichtlich des méglichen Ausbaupotenzials von Nahwarme bestehen Unsicher-
heiten bzw. unterschiedliche Sichtweisen in der Literatur, siehe beispielsweise
[Henning et al. 2013] und [Nitsch et al. 2010]. Wahrend Fernwérme auf die grofie-
ren Ballungszentren mit hoher Warmedichte beschrénkt ist, stellt sich die Frage,
welche Rolle Warmenetze in Regionen aul3erhalb dieser Ballungsraume zukom-
men kann. Daher erfolgt im Rahmen dieses Projekts eine detaillierte, raumlich
hochaufgeléste Analyse des wirtschaftlichen Nahwéarmepotenzials10, welches

9  Weitere Informationen zum Modell finden sich unter anderem in [Miiller 2015] oder
[Kranzl et al. 2014] und auf www.invert.at.

10 Diese Analyse wurde durch GEF Ingenieur AG durchgefiihrt.
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uber eine Schnittstelle im Modell Invert/EE-Lab bertcksichtigt wurde. Um die Po-
tenziale fur Nahwarmenetze raumlich hoch aufgeldst analysieren und darstellen
zu kénnen, wurde ein mehrstufiges, GIS-basiertes Verfahren angewendet. Das
GIS-Verfahren erméglicht eine hohe Auflésung der raumlichen Informationen und
somit einer detaillierten, regionalen Verortung des Warmebedarfs. Das Verfahren
wurde auf Grundlage des bereits vorhandenen Datenmodells des digitalen Wéar-
meatlas Deutschland1l entwickelt. Die hierin enthaltenen Gebaudeinformationen
dienen in einem ersten Schritt der szenariobasierten Warmebedarfsmodellierung.
Darauf aufbauend werden sog. Warmedichtekarten als Rasterkarten erstellt, die
die Basis der Potenzialanalyse darstellen. Damit eine realistische Abbildung des
Warmenetzpotenzials durchgefuhrt werden kann, wurde vorab eine Bereinigung
des Datenmodells durchgefihrt, indem der derzeitige Fernwédrmebestand ermittelt
und extrahiert wurde. Die somit erfassten Gebiete erlauben eine Unterscheidung
zwischen bereits mit Fern- und Nahwarme vorsorgten Gebieten und Regionen mit
zusatzlichem technischen Ausbaupotenzial, welche in einer weiteren Betrachtung
hinsichtlich ihrer Wirtschaftlichkeit analysiert werden. Der Mix an Warmeerzeugern
in Wéarmenetzen wird in diesem Projekt nicht durch Invert/EE-Lab, sondern im
Rahmen des Modells Enertile modelliert, um die Wechselwirkungen mit dem
Stromsystem zu berlcksichtigen (siehe Kapitel 3).

Die Warmedichtekarte wurde zundchst um die Rasterzellen bereinigt, die sich auf-
grund ihrer Lage, Bebauungs- und Warmedichte mit hoher Wahrscheinlichkeit
nicht fir ein Wéarmenetz eignen. Der veranschlagte Grenzwert liegt hier bei
<=1 GWh/km?a. In erster Linie handelt es sich dabei um Randgebiete von Kom-
munen mit einer sehr kleinen Bebauungsdichte. Die tUbrigen Rasterzellen werden
analog zur Fernwarmebestandsanalyse anhand ihrer rAumlichen Lage zu Clustern
zusammengefasst. Die wirtschaftliche Bewertung erfolgt anschlieRend auf dieser
Cluster-Ebene. Dabei werden die nétigen Netzinvestitionskosten, die sich je nach
Warmedichte ergeben, beim Vergleich mit einer dezentralen, objektbezogenen
Warmeversorgung bericksichtigt.

Aus diesen Analysen wurden Kosten-Potenzial-Kurven fur Nahwérme abgeleitet,
die in der folgenden Abbildung fir das Basisszenario dargestellt sind. Aus diesen
Kosten-Potenzial-Kurven ergeben sich die Kosten der Nahwérme je nach Aus-
schopfung der Potenziale. Das maximal sich aus den Kurven ergebende Potenzial

11 Der digitale Warmeatlas Deutschland wurde im Jahr 2013 im Rahmen eines Koope-
rationsprojektes zwischen der GEF Ingenieur AG, der geomer GmbH und der casas-
Geo Data + Services GmbH erstellt. Die Verwendung der Daten im Rahmen dieser
Untersuchung ist unter Einhaltung der Nutzungsbedingungen maéglich.
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kann im Modell nicht iberschritten werden. Die Abnahme der Potenziale sowie der
Anstieg des Nahwarmepreises im Zeitverlauf ergeben sich einerseits aufgrund der
durch Gebaudesanierungen sinkenden Warmedichten und andererseits aus stei-
genden Energiepreisen.
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Abbildung 7 Kosten-Potenzial-Kurven fir Nahwarme, Basisszenario (links:
Wohngebaude, rechts: gesamt)
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2.5 Haushaltsgerate, Beleuchtung und Klimatisierung

Die Berechnung des Endenergiebedarfs der Haushaltsgerate, Beleuchtung und
Klimagerate in den privaten Haushalten erfolgt mit dem Modell FORECAST-
Residential. Das Modell setzt sich neben einem Modul fir die Haushaltsgerate,
Beleuchtung und Klimatisierung auch aus Modulen fir die Raumwarme- und
Warmwasserbereitstellung sowie einem Modul fur die Berechnung der Stromnach-
frage durch Elektromobilitdit zusammen. Im Rahmen dieser Studie kommt aus-
schlieBBlich das Modul zur Berechnung der Haushaltsgerate, Beleuchtung und Kili-
matisierung zum Einsatz. Die Warmebereitstellung im Haushaltssektor flr den
Warmwasser- und Raumwarmebedarf wird mittels des Modells INVERT/EE-Lab
(siehe Abschnitt 2.4) und die Elektromobilitdt anhand des Modells ASTRA-L (siehe
Abschnitt 2.1) berechnet.

Das Modul zur Berechnung der Haushaltsgerate, Beleuchtung und Klimatisierung
ist differenziert nach Energieanwendungen (z. B. Fernseher), die wiederrum un-
terschieden werden nach Technologien (z. B. LCD) und nach verschiedenen Effi-
zienzklassen (z. B. A+++). In Abbildung 8 ist ein Uberblick (iber den strukturellen
Aufbau des Moduls dargestellt.

' i Effizi '
Energie- Technologie IPAXETAE= |
: anwendung 9 klasse I
! |
I Fernseher » LCD A+++ I
! |
' > > |
[ > . S |
| PC D |
y » Plasma >
[ Bildschirme :
I
! |

—_—,— e e e —— —

Abbildung 8:  Struktureller Aufbau des Moduls zur Berechnung des Endener-
gieverbrauchs von Haushaltsgeraten, Beleuchtung und Klimati-
sierung
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Das verwendete Modul von FORECAST-Residential setzt sich aus folgenden
Gruppen von Energieanwendungen zusammen:

e GrolRe elektrische Haushaltsgerate (darunter: Kuhl- und Gefriergeréte,
Spulmaschinen, Waschmaschinen, Trockner, Herde)

e Endgerate der Informations- und Kommunikationstechnologien IKT (da-
runter: Desktop-Computer, PC-Bildschirme, Laptops, Fernseher, Set-
Top-Boxen, Modem/Router)

e Beleuchtung

¢ Klimagerate

o Elektrische Kleingerate (darunter: Kaffeemaschinen, Staubsauger,
Dunstabzugshauben, Haartrockner, Bugeleisen, Mikrowelle)

e Sonstige elektrische Anwendungen: Diese Kategorie stellt ein Restag-
gregat dar, das alle in den tGibrigen Bereichen noch nicht berticksichtigten
elektrischen Anwendungen in den privaten Haushalten umfasst. Diese
Kategorie beinhaltet sowohl eine Vielzahl an weiteren elektrischen Klein-
geraten (u. a. Mikrowellenherde, Rasierer) als auch die Stromnachfrage
von potenziell neuen Geraten, die bis 2050 neu in den Markt diffundie-
ren.

Die Endenergienachfrage fur Haushaltsgerate, Beleuchtung und Klimageréte wird
Uber ein Bestandsmodell berechnet. Fir die Kalibrierung des Bestandsmodells
werden hierzu in einem vorgelagerten Schritt empirische Zeitreihen fur die jahres-
spezifische Anzahl an Technologien und deren spezifischer Verbrauch geschatzt.
Die Projektion des Technologiebestandes erfolgt mittels einer logistischen Funk-
tion basierend auf der empirischen Bestandsentwicklung und einer geschatzten
Sattigungsgrenze. Bei Technologien, die in Konkurrenz zueinander stehen (z. B.
Desktop-Computer und Laptops), werden diejenigen logistischen Modelle gekop-
pelt, die in Rivalitdt miteinander stehen. Die Dynamik der Bestandsumwalzung ist
determiniert anhand von technischen Lebensdauern mit normalverteilter Ausfall-
wahrscheinlichkeit.

Um den Marktanteil neuer Technologien bzw. Effizienzklassen in den unterschied-
lichen Szenarien zu berechnen, erfolgt eine Wirtschaftlichkeitsbewertung mittels
der Kapitalwert- und Annuitatenmethode, die folgende Kostenkategorien bertck-
sichtigt:

e Spezifische Investitionen unter Berlcksichtigung von technologischem
Lernen
e Stromkosten und Wartungs- und Betriebskosten
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Dieser Aufbau gilt grundsatzlich fur alle berticksichtigten Gruppen von Energiean-
wendungen, mit Ausnahme des Restaggregats der sonstigen elektrischen Anwen-
dungen. Bei dieser Gruppe lasst sich dieser Ansatz aufgrund der begrenzten Da-
tengrundlage nicht durchfiihren. Die Stromnachfrage im Basisjahr wird fur die
sonstigen elektrischen Anwendungen daher als Differenz zur Stromnachfrage laut
der Energiebilanz (ohne den Verbrauch fir Raumwéarme und Warmwasser) ermit-
telt und fur die Zukunft anhand einer abgeschatzten Entwicklung fortgeschrieben.

Die jahrliche Endenergienachfrage aller Gerate errechnet sich demzufolge aus
dem spezifischen Verbrauch (basiert entweder auf den Betriebsstunden, bspw. bei
Fernsehern, oder auf der Anzahl an Zyklen pro Jahr, bspw. bei Spilmaschinen),
der durchschnittlichen Ausstattungsrate (bei der Beleuchtung entspricht dies dem
Anteil der Beleuchtungspunkte pro Wohneinheit) und der Anzahl der privaten
Haushalte, ergénzt um die Stromnachfrage fir sonstige elektrische Anwendungen.
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Abbildung 9:  Modellierungsansatz zur Abschatzung des Endenergiever-
brauchs von Haushaltsgeraten, Beleuchtung und Klimatisierung
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3 Stromerzeugung und Kraft-warme-Kopplung

3.1 Modellierungsansatz und Modellbeschreibung

Das zentrale Modell zur Abbildung des Stromsystems in dieser Studie ist das Mo-
dell Enertile. Dabei handelt es sich um ein Optimiermodell, welches die Kosten der
Erzeugung, Ubertragung und Speicherung von Strom iiber einen langen Betrach-
tungshorizont fir Europa und dariber hinaus minimiert. Dabei wird sowohl der
Ausbau der Erzeugungs- und Netzinfrastrukturen als auch deren stiindlicher Ein-
satz betrachtet und optimiert. Eine Beschreibung des Modells findet sich in [Pfluger
2013], die Weiterentwicklungen des Modell werden auf www.enertile.eu dokumen-
tiert.

Enertile ist kein explizites Marktmodell, es beinhaltet keine Abbildung eines kon-
kreten Strommarktdesigns, der einzelnen Strommarkte und seiner Mechanismen.
Dies ware aufgrund des langen Zeithorizonts der Betrachtungen aber auch nicht
zweckmaéRig, da dazu Vorgaben zu allen relevanten Anderungen der Marktregeln
in Europa bis zum Jahr 2050 vorgegeben werden missten. Die gefundene Lésung
ware dann auch nur fir diese Vorgaben gliltig, bei anderen Mechanismen wirde
sich eine ggf. stark unterschiedliche Losung einstellen. Das Modell sucht die glins-
tigste technologogische Losung*2. Die Frage, mit welchem Marktdesign man diese
am besten umsetzt, muss nachgelagert angegangen werden.

3.1.1 Die Zielfunktion der Optimierung

Die zu minimierende Zielfunktion des Modells enthalt alle Kosten, die im Modell
anfallen, um die weiteren Nebenbedingungen zu erfillen. Die wichtigste Nebenbe-
dingung ist dabei, dass die Stromnachfrage tberall und zu jeder Zeit gedeckt wird.
Dabei fallen an verschiedenen Stellen des Systems Kosten an: Wenn in einem
Kraftwerk Brennstoff verfeuert wird, wenn Windenergieanlagen errichtet werden
oder wenn Kuppelkapazitaten zwischen den Regionen ausgebaut werden, entste-
hen im Modell Kosten. Welche Kosten fir die einzelnen Optionen anfallen, ist ein
vorzugebenes Eingangsdatum der Optimierung und wird in den Beschreibungen
der Technologien jeweils dargestellt.

Die Fokussierung der Zielfunktion auf monetére Kosten hat den Vorteil, dass die
gefundene Ldsung einfach interpretierbar ist. Sie ist die 6konomisch glnstigste

12 Diese Losung ist normalerweise dem Marktergebnis sehr nahe, allerdings werden ge-
wisse Verzerrungen wie beispielsweise eine suboptimale Allokation von Inter-
konnektorleistungen nicht abgebildet.
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L6sung unter Beriicksichtigung aller Nebenbedingungen. Jede alternative Losung,
die von den gleichen Kostenparametern ausgeht und die gleichen Nebenbedin-
gungen erfillt, ist mit hdheren Kosten verbunden.

Generell werden die Investitionen zu Kapitalkosten annuisiert, um sie mit Kosten
aus dem laufenden Betrieb vergleichen zu kénnen. In jedem bertcksichtigten Jahr
fallen die Kapital- sowie Betriebskosten der vom Modell gebauten Infrastrukturen
an. Es findet jedoch keine weitere Abzinsung statt, d. h. Kosten in 2020 sind in der
Zielfunktion genauso hoch gewichtet wie Kosten in 2050; es findet keine Minimie-
rung des Barwerts flr ein bestimmtes (arbitrares) Basisjahr statt. Um einen fairen
Wettbewerb der Technologien untereinander zu erzielen, wurde fur alle Infrastruk-
turoptionen der gleichen Zinssatz von 7 % zur Annuisierung angenommen. Dieser
Zinssatz stellt bewusst eine Mischkalkulation zwischen den hohen Renditeerwar-
tungen fur GroRkraftwerke und den niedrigeren Verzinsungen und Renditen fir
erneuerbare Energien und Stromnetze sowie zwischen der Akteursperspektive
und offentlichen Investitionen dar (siehe folgende Infobox).*3

13 Zu Zweck und Auswirkungen unterschiedlicher Zinsannahmen vgl. [Steinbach 2016].
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Warum haben wir einen einheitlichen Zinssatz gewahlt?

In der Realitéat hangt der kalkulatorische Zinssatz einer Investition von vielen
verschiedenen Faktoren ab, unter anderem der Risikobewertung der Investoren
und Fremdkapitalgeber. Eine sehr sichere Investition hat dabei geringere Risi-
koaufschlage als eine hochriskante Anlage. Daraus folgend waren in der Ver-
gangenheit z. B. die Renditen bei erneuerbaren Energien in Deutschland durch
die hohe Sicherheit des EEG niedriger als bei konventionellen Kraftwerken. Bei
den stark regulierten Stromnetzen werden ebenfalls niedrigere Renditen erwirt-
schaftet.

Wirden wir dies im Modell abbilden, wiirden wir den Vergleich zwischen den
Technologien stark verzerren: Konventionelle Kraftwerke wirden allein dadurch
teurer, dass sie derzeit hbhere Kapitalkosten haben. Das Modell wiirde schon
allein dadurch starker auf erneuerbare Energien setzen, dass die dabei erziel-
baren Renditen aufgrund des durch die Férderung niedrigeren Risikos geringer
ausfallen. Die Bewertung des Risikos wirde dabei immer in gewisser Weise eine
Momentaufnahme der Markt- und Regulierungssituation darstellen; technisch
gibt es keinen Grund, warum eine Erdgasverstromung betriebswirtschaftlich ris-
kanter sein sollte als eine Biogasverstromung.

Die unterschiedlichen Renditeanforderungen hatten somit einen starken Ein-
fluss auf die Ergebnisse und wirden in der Optimierung bestimmte Technolo-
gieoptionen gegenuber anderen begunstigen. Diese Beglinstigung hétte ihre Ur-
sache aber nicht in einer gesamtwirtschaftlichen Vorteilhaftigkeit — was aber ei-
gentlich im Fokus unserer Untersuchungen steht — sondern ware Resultat be-
stimmter Annahmen zu den (regulatorischen) Rahmenbedingungen, aus denen
namlich gerade die unterschiedlichen Renditeanforderungen resultieren. Ahn-
lich wie weiter oben bereits im Zusammenhang mit der Abbildung unterschiedli-
cher Strommarktdesigns diskutiert, ist es nicht Ziel dieser Studie, die Wirkungen
unterschiedlicher regulatorischer Rahmenbedingungen zu untersuchen, son-
dern gerade von konkreten Annahmen hierzu zu abstrahieren. Vielmehr sollen
in den Langfristszenarien aus technisch-systemischer Sicht kostenoptimale
Transformationspfade fiir das Energiesystem identifiziert werden. Auf dieser
Grundlage sollte dann ein geeigneter regulatorischer Rahmen entwickelt wer-
den.
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3.1.2 Stlutzjahre, zeitliche Auflésung und Abdeckung

In Rahmen dieser Studie wird die Zukunft anhand von sog. ,Stutzjahren* exemp-
larisch betrachtet. Die Jahre 2020, 2030, 2040 und 2050 werden im Detail abge-
bildet und in einem einzigen Modelllauf gemeinsam optimiert. Dies bedeutet, dass
das Modell die Folgen einer Entscheidung im Jahr 2020 in den Folgestitzjahren
bertcksichtigen muss. Die Abhéngigkeiten und Wechselwirkungen zwischen den
Technologien und Stiutzjahren werden voll erfasst und die gefundene Lésung ist
somit Uber den gesamten Zeitraum kostenminimal. Unvermeidbare Nachteile die-
ses Vorgehens sind eine gewisse Unschérfe fir die nicht explizit abgebildeten
Jahre, z. B. 2025, sowie in Kombination mit der zeitlichen, rdumlichen und techno-
logischen Auflésung ein immenser Rechenbedarf.

Die zeitliche Auflosung und Abdeckung eines Stromsystemmodells ist insbeson-
dere dann von hoher Bedeutung, wenn es um Analysen von Systemen mit hohen
Anteilen fluktuierender erneuerbarer Energien geht. Enertile setzt dabei durchge-
hend auf eine stindliche Auflésung und modelliert alle 8.760 Stunden jedes Stitz-
jahres. Diese Kombination erméglicht es, sowohl die Herausforderungen, aber
auch die neuen Mdglichkeiten von fluktuierenden erneuerbaren Energien realitats-
getreu abzubilden. Dadurch, dass die Jahre vollstandig abgebildet werden, werden
extreme Wetterereignisse wie z. B. lange Flauten sichtbar und erfordern vom Mo-
dell angemessene Malinahmen wie den Ausbau verschiedener Flexibilitatsoptio-
nen. Auf der anderen Seite wird aber auch erkennbar, ob und wie haufig wahrend
Schwachwindphasen in Nachbarregionen ein Uberangebot an EE vorhanden ist,
welches dann zur Uberregionalen Ausregelung eingesetzt werden kann. Fir das
Modell stellen gerade die Extremsituationen eine Herausforderung dar; um aber
die 6konomisch beste Antwort darauf zu bestimmen, ist die Haufigkeit von be-
stimmten Situationen von grof3er Bedeutung. Wenn in den Schwachwindphasen
haufig Uberschussstrom in anderen Regionen vorhanden ist, stellt z. B. Netzaus-
bau vermutlich die giinstigste Option dar. Ist dies selten der Fall, kdnnte der Bau
von Gasturbinenkraftwerken sich als gluinstiger darstellen. Diese Effekte werden im
Modell voll beriicksichtigt.

3.1.3 Betrachtete Energiesysteme

Im Wesentlichen konzentriert sich die Optimierung in Enertile auf den Stromsektor,
wobei die Erzeugung und der tiberregionale Transport von Strom im Fokus stehen.
Die Stromnachfrageentwicklungen werden grof3teils exogen vorgegeben; das Mo-
dell hat jedoch in einigen Teilkomponenten die Mdglichkeit, DSM zu nutzen und so
manche Formen der Stromnachfrage zeitlich zu verschieben. In dieser Studie ist
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dies bei der Steuerung der Warmepumpen und beim Laden der Elektrofahrzeuge
in gewissem Umfang der Fall. Den Mdglichkeiten bei DSM sind dabei durch exo-
gen vorgegebene Randbedingungen Grenzen gesetzt.

Daruber hinaus sind auch die Teile der Warmenachfrage im Modell abgebildet, die
in einer Beziehung zur Stromnachfrage stehen. Dies ist insbesondere dort der Fall,
wo KWK eine grof3e Rolle spielt oder spielen konnte, also in Nah- und Fernwar-
menetzen sowie bei Teilen der industriellen Warmenachfrage (besonders im Tem-
peraturniveau 100 bis 500 °C). Auch hier sind nicht alle Warmenetze und Indust-
rienachfragen einzeln abgebildet, sondern zu bestimmten Modellnetzen zusam-
mengefasst. In den Modellnetzen muss das Modell entscheiden, wie es die War-
menachfragen kosteneffizient deckt: Es kann entweder eine reine Warmeerzeu-
gung wahlen oder KWK-Anlagen nutzen. Alternativ dazu kénnen auch Power-to-
Heat-Anlagen ausgebaut und genutzt werden, was jedoch erst bei hohen EE-
Anteilen relevant wird. Zudem stehen dem Modell auch in den Warmesystemen
Speicher als Option zur Verfigung.

3.14 Geographische Auflésung und Abdeckung

Die Frage, welcher geographische Raum in einem Modell in welcher Auflésung
abgebildet wird, wird durch steigende EE-Anteile bedeutsamer. Obwohl in dieser
Studie Deutschland im Fokus steht, haben besonders im Stromsektor die Entwick-
lungen in ganz Europa (und teilweise dariber hinaus) starken Einfluss. In Zeiten,
in denen in Deutschland die Einspeisung aus EE niedrig ist, ist moglicherweise in
Nachbarregionen ein Stromiberschuss vorhanden. Umgekehrt ist in Zeiten, in de-
nen in Deutschland das Angebot die Nachfrage Ubersteigt, ein Export in Nachbar-
lander oft die 6konomisch beste Option.

In den Szenarien dieser Studie wird immer mindestens Europa als System be-
trachtet; fur bestimmte Szenarien wird zusétzlich noch die MENA-Region (engl.:
Middle East and North Africa) mit abgebildet (siehe Tabelle 5). Dies ist z. B. im
restriktionsarmen Szenario der Fall, in dem u. a. untersucht wird, welche Rolle
Stromexporte aus der MENA-Region nach Europa spielen kénnen und aus Griin-
den der Vergleichbarkeit auch im Referenzszenario. In den Ubrigen Szenarien wird
nur Europa betrachtet.
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Tabelle 5;

Im Modell abgebildete Region aufRerhalb Deutschlands

Modellregion

Abgebildete Lander

Regionencluster ,Europa”

Balkan

Baltikum

Belgien und Luxemburg
Britische Inseln
Bulgarien und Griechenland
Danemark

Finnland

Frankreich

Iberische Halbinsel
Italien

Niederlande

Norwegen

Osterreich

Polen

Rumanien

Schweiz

Slowakei und Ungarn

Serbien, Bosnien und Herzegowina, Albanien, Ma-
zedonien, Montenegro und der Kosovo

Estland, Lettland und Litauen
Belgien und Luxemburg
Vereinigtes Konigreich und Irland
Bulgarien und Griechenland
Danemark

Finnland

Frankreich

Spanien und Portugal

Italien

Niederlande

Norwegen

Osterreich

Polen

Rumanien

Schweiz

Slowakei und Ungarn

Schweden Schweden
Tschechien Tschechien
Regionencluster , MENA"
Agypten Agypten
Algerien Algerien
Levante I§rael, Palastinensische Autonomiegebiete, Jorda-
nien, Libanon
Libyen Libyen
Marokko Marokko
Saudi-Arabien Saudi-Arabien
Tunesien Tunesien
Tarkei Tarkei
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Abbildung 10: Regionenzuschnitt im Optimiermodell Enertile

Die regionale Aufldsung in Enertile unterscheidet sich nach den betrachteten As-
pekten. Fur die Potenziale der EE wird ein sehr feines Gitter betrachtet, bei dem
jede einzelne sog. ,Kachel“ eine Kantenlange von etwa 7 km mal 7 km hat. Die
Modellierung des EE-Potenzials ist in Abschnitt 3.3.4 dargestellt.

Fur die Ubrigen Fragestellungen werden die oben genannten Regionen betrachtet,
innerhalb derer keine weitere regionale Differenzierung vorgenommen wird. Inner-
halb einer Region ist aus Modellsicht ein unbegrenzter Stromaustausch mdaglich,
da Netzrestriktionen innerhalb von Regionen nicht betrachtet werden. Dies bedeu-
tet, dass es innerhalb der Region aus Sicht der Optimierung zunéchst irrelevant
ist, wo eine Stromnachfrage entsteht und wo ein Kraftwerk errichtet wurde.* Diese
Informationen sind erst in den nachgelagerten netzknotenscharfen Berechnungen
relevant, wo die Restriktionen des Ubertragungsnetzes detaillierter berticksichtigt
werden.

Fur diese Studie wurde Deutschland je nach Szenario in mindestens sechs Regi-
onen abgebildet. Der Zuschnitt erfolgte dabei unter Netzgesichtspunkten (siehe

14 In der Stromsystemmodellierung wird diese Form der Abbildung als ,Kupferplatte* be-
zeichnet.
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Kapitel 4) und soll sicherstellen, dass die technischen Restriktionen der Strom-
netze nicht unzulassig stark vernachlassigt werden. Andernfalls kénnte Enertile
eine Losung als kostenoptimal aus Gesamtsystemsicht ermitteln, die sich unter
Berticksichtigung der Stromnetzaspekte als suboptimal erweist. Dies wére z. B.
der Fall, wenn der aus Enertile resultierende Erzeugungsmix einen so erheblichen
Netzausbaubedarf mit entsprechenden Kosten verursacht, dass aus Gesamtsys-
temsicht (Erzeugung und Netze) eigentlich eine andere Ldsung vorzugswiurdig
wére. Die Verkniipfung von Enertile mit den Modellen fiir das Ubertragungs- und
Verteilungsnetz ist in Abschnitt 3.4 ndher beschrieben. Andere Lander werden da-
bei entweder einzeln abgebildet oder, insbesondere bei kleinen oder weit entfern-
ten Landern, zusammengefasst.

Um einen sinnvollen Regionenzuschnitt bestimmen zu kénnen, gilt es, regionen-
spezifische Unterschiede in Deutschland herauszuarbeiten. Diese Unterschiede
kénnen bereits heute vorliegen oder sich Uber den Optimierungszeitraum entwi-
ckeln. Neben der Beriicksichtigung des heute bestehenden Ubertragungsnetzes
und der aktuellen Netzengpéasse sind insbesondere charakteristische Differenzen
in den Nachfrage- und Einspeiseentwicklungen zu bertcksichtigen. Ansatzpunkte
hierfir liefern glinstige Windpotenziale in kiistennahen Regionen, ein hohes An-
gebot an Globalstrahlung im Siden sowie die geografische Entwicklung des
Stromverbrauchs Uber den Zeitverlauf. Je nach Szenarioannahmen kénnen sich
diese regionenspezifischen Unterschiede unterschiedlich stark auspragen, wes-
halb es notwendig sein kann, fir bestimmte Szenarien unterschiedliche Netzregi-
onen zu bestimmen.15

Innerhalb der abgebildeten Regionen, sowohl in Deutschland als auch auf3erhalb,
missen angesichts rechentechnischer Restriktionen viele Systemkomponenten
aggregiert betrachtet werden. So ist z. B. eine Einzelabbildung der vielen hundert
GroRkraftwerke in Europa nicht moglich, wenn zeitgleich auch der Ausbau der Er-
zeugungstechnologien und anderer Infrastrukturen optimiert werden soll. Daher
werden die Kraftwerke anhand ihrer Wirkungsgrade zu mehreren Aggregaten nach
Brennstoff und Umwandlungseffizienz zusammengefasst. Im Modelllauf werden
dann nur die Aggregate betrachtet. Beim Ausbau der Technologien wird analog
verfahren, d. h. es wird Uber eine Erhéhung der installierten Leistung in bestimm-
ten Technologien entschieden, nicht jedoch dber Investitionsentscheidungen in
einzelne Kraftwerksblécke. Erst in den nachgelagerten Betrachtungen zu den
Ubertragungsnetzen werden die errechneten Leistungen des Kraftwerksaubaus

15 Im Wesentlichen werden in den Szenarien aber sechs Regionen innerhalb Deutsch-
lands betrachtet.
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dann in konkrete Kraftwerke mit klar definierten Positionen innerhalb des Strom-
netzes umgewandelt.

Im Modell wird, wie bereits dargelegt, zwischen verschiedenen Arten von Strom-
nachfrage unterschieden. Die Regionalisierung der Nachfrage, also die Verteilung
der Gesamtlast Deutschlands, wird durchgefiihrt anhand der Methodik, die im Pro-
jekt ,Regionalisierung eines nationalen energiewirtschaftlichen Szenariorahmens
zur Entwicklung eines Netzmodells (NEMO)* [IAEW 2012] entwickelt wurde. Dabei
wird die Last mithilfe von demographischen und 6konomischen Daten auf die Re-
gionen und Netzknoten verteilt. Bei der regionalen Verteilung der Nachfrage wer-
den im Rahmen dieses Projekts keine durch Demographie oder industriellen Struk-
turwandel getriebenen raumlichen Verschiebungen antizipiert. Die neuen Verbrau-
cher Warmepumpen und Elektromobilitéat im Bereich der PKW und leichten Nutz-
fahrzeuge werden den Regionen und Netzknoten anhand der Einwohnerverteilung
zugewiesen.

3.1.5 Die zentralen Nebenbedingungen

Das Optimiermodell hat die Aufgabe, die Kosten der Stromversorgung (und der
oben dargestellten Warmeversorgung) zu minimieren. Dabei missen gewisse Ne-
benbedingungen eingehalten werden.

1. Die Strom- und Warmenachfrage muss gedeckt werden.
In jeder Stunde mussen in jeder abgebildeten Region Angebot und Nachfrage
ausgeglichen werden. Dafiir steht dem Modell eine begrenzte Anzahl an Mdg-
lichkeiten zur Verfligung: Stromerzeugung aus konventionellen oder erneuer-
baren Erzeugern, Nutzung von Speichern, Stromtransport aus anderen Regi-
onen sowie in gewissem Umfang eine zeitliche Verschiebung der Nachfrage.

2. Der stiindliche Einsatz einer Technologie wird von der installierten Leis-
tung begrenzt.
Diese Bedingung gilt fir alle Infrastrukturen, also Stromerzeuger, Interkonnek-
toren zwischen den Regionen, Speicher usw. Das Modell kann nur die Leis-
tung nutzen, die entweder in dem Jahr bereits vorhanden ist, z. B. existierende
Kraftwerke oder ausgebaute Leistungen aus vorherigen Jahren, oder Leis-
tung, die es fur dieses Stutzjahr ausbaut. Das Modell wird dabei immer die
Technologien ausbauen, die sich im Gesamtkontext des Systems als die kos-
tenglnstigste Option darstellen.

3. Die Lebensdauern der Technologien werden bericksichtigt.
Fur die Leistung, die fur das Stitzjahr ,2030" zugebaut wird, wird angenom-
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men, dass ein linearer Zubau zwischen 2020 und 2029 erfolgt. Hat die Tech-
nologie eine Lebensdauer von 25 Jahren, wird die Leistung dementsprechend
in 2030 und 2040 vollstandig zur Verfigung stehen, in 2050 jedoch nur noch
die halbe Leistung, namlich diejenige Leistung, die zwischen 2025 und 2029
in Betrieb genommen wurde. Das Modell kann keinen endogenen Rickbau
betreiben. Fir die zu errichtenden, optimierten Infrastrukturen wiirde das Mo-
dell diese Option aber ohnehin versuchen zu vermeiden, da die Kosten fur
Wartung und Instandhaltung, die bei einem Riickbau eingespart werden kon-
nen, zumeist nicht die Opportunitéatskosten durch eine verkirzte Lebensdauer
aufwiegen koénnen. Eine Technologie, die deutlich vor Ende ihrer Lebensdauer
kaum noch genutzt wirde, wird vom Modell aus Kosten-Nutzen-Erwagungen
nicht gebaut.®

. CO.-Emissionen werden Uber Preise oder Obergrenzen beriicksichtigt.

Enertile verfligt grundséatzlich Uber zwei unterschiedliche Mdglichkeiten, CO,-
Emissionen aus dem Energieeinsatz zu bericksichtigen. Entweder wird ein
CO,-Preis exogen vorgegeben, welcher dann bei dem jeweiligen Brennstoff-
einsatz Kosten in der Zielfunktion verursacht. Alternativ dazu kann auch die
maximal emittierbare CO.-Menge fiir einzelne Jahre vorgegeben werden. In
ihrer Wirkung sind die beiden Varianten letzten Endes identisch: Werden die
Gesamtemissionen aus einem Lauf mit Preisvorgabe in einem neuen, ansons-
ten identischen Lauf ohne CO»-Preise als Obergrenze festgelegt, stellt sich
bezlglich Ausbau und Einsatz aller Optionen das gleiche Ergebnis ein.

In diesem Projekt werden in den meisten Szenarien CO2-Preise vorgegeben.
Dieser Ansatz erleichtert die Kopplung mit den Modellen fiir die Nachfrage-
sektoren, bei der unter anderem sichergestellt werden soll, dass die Anstren-
gungen zur Erreichung der klimapolitischen Ziele sektortibergreifend ver-
gleichbar sind. In bestimmten Szenarien werden jedoch die CO2-Emissionen
explizit begrenzt, um zu ermitteln, wie unter unterschiedlichen Randbedingun-
gen die gleiche Emissionsreduktion erreicht werden kann.

. Mdgliche Verschiebungen durch Nachfragemanagement sind begrenzt.

Die Grenzen, innerhalb derer bestimmte Teile der Nachfrage verschoben wer-
den kbénnen, unterscheiden sich je nach Technologie. Beim Laden der Elek-
tromobile wird davon ausgegangen, dass die Halfte der Nutzer bereit ist, an
DSM teilzunehmen. Anhand von Fahrprofilen wird ermittelt, wann die letzte
Fahrt endet und die nachste Fahrt beginnt. Innerhalb der Standzeit kann der

16

Wie bereits dargestellt, stellt das Modell keine Marktbetrachtungen an. Wie beispiels-
weise die Einkommensstrome eines Gaskraftwerks im Jahr 2050 aussehen und wie
damit der Betrieb finanziert wird, muss nachgelagert betrachtet werden. Das Modell
entscheidet nur, ob es aus Systemkostensicht sinnvoll ist, Gaskraftwerke zu bauen
und einzusetzen.
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Ladevorgang verschoben werden, der PKW muss jedoch bis zum Antritt der
nachsten Fahrt wieder vollstandig geladen sein. Die andere Halfte der Nutzer
ladt ihr Fahrzeug sofort bei Erreichen einer Lademdglichkeit.

Die zeitlichen Verschiebemdglichkeiten im Bereich der Warmepumpen sind
durch die damit verknipften Warmenachfrageprofile (Heizen und Warmwas-
ser) und den unterstellten Speicher von zwei Volllaststunden begrenzt. Last-
verzicht wird in diesem Modellierungsansatz nicht berlcksichtigt, da ggf. ein
inkonsistentes Bild mit der Modellierung z. B. des Industriesektors entstehen
wirde. In der Realitat steht Lastverzicht langfristig in der Konkurrenz zu Spit-
zenlastkapazitaten wie z. B. Gasturbinen.

6. Zuséatzliche Nebenbedingungen kénnen vorgegeben werden.
Dem Modell kénnen fir alle Komponenten Vorgaben gemacht werden, z. B.
um politische Zielvorgaben oder technologische Beschrankungen zu beriick-
sichtigen. Diese fuhren dann ggf. zu Abweichungen vom reinen Kostenopti-
mum. Alle Vorgaben, die in den Szenarien getroffen sind, werden in den Be-
schreibungen der Szenarioparametrierungen in den jeweiligen Berichtsmodu-
len zu den einzelnen Szenarien dargestellt.

3.2 Entwicklungen der stindlichen Last

Wahrend die nachfrageseitigen Simulationsmodelle die Strom- und Warmenach-
fragen als jahrliche Summen berechnen, sind fiir das Optimiermodell stiindliche
Nachfrageprofile maf3geblich. Fur die Modellierung des zukinftigen stindlichen
Lastverlaufs kommt daher das Modell eLOAD zum Einsatz.

Grundlage fur die Projektion der Last stellt die deutsche Systemlastkurve des Jah-
res 2010 dar. Diese wurde der Datenbank des europaischen Verbands der Uber-
tragungsnetzbetreiber [ENTSO-E 2013] entnommen. Aufbauend auf dieser histo-
rischen Lastkurve wird die zukinftige Transformation simuliert, indem die Lastver-
laufe jener Anwendungen neu gewichtet werden, welche eine substantielle Veran-
derung ihrer Stromnachfrage bis zum Jahr 2050 aufweisen. Im Fall der Berech-
nungen fur das Basis- und das Referenzszenario dieses Projekts sind dies Uber
30 einzelne Anwendungen und Prozesse aus allen Sektoren. Die dazugehérigen
Lastprofile sind in einer Datenbank hinterlegt. Diese Datenbank umfasst mehr als
600 Profile von Uber 200 Anwendungen und Prozessen fur mehr als 20 Lander.

Dabei wird den strukturellen Anderungen in der Jahresstromnachfrage derart
Rechnung getragen, dass all jene Anwendungen und Technologien, welche einen
Uberdurchschnittlich starken Zuwachs oder Riickgang uber den Projektionszeit-
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raum aufweisen, explizit in der Lastkurvenmodellierung bertcksichtigt werden. Mit-
tels synthetischer, anwendungsspezifischer Lastprofile werden fir die relevanten
Anwendungen flur Basis- und die Projektionsjahre Lastkurven generiert. Die histo-
rische Systemlastkurve wird anschlielend um die entsprechende Differenz korri-
giert. Somit werden die zukinftigen Veranderungen in der Energienachfrage nicht
nur anhand ihres Einflusses auf die jahrliche Energienachfrage charakterisiert,
sondern auch ihr Einfluss auf das Stromnachfrageprofil abgebildet.

Den Lastverlaufen der Warmepumpen und der Elektrofahrzeuge kommt eine be-
sondere Bedeutung zu, da der Zeitpunkt der Stromnachfrage im Rahmen der Si-
mulation des Kraftwerkseinsatzes optimiert wird (Lastverlagerung). Dabei dienen
die mit eLOAD generierten Lastverlaufe als Grundlage fir die Optimierung. Der
Lastverlauf der Warmepumpen basiert auf einer Analyse der Lastprofile einer Viel-
zahl deutscher Energieversorger und Stadtwerke. Den Lastverlaufen der Elektro-
fahrzeuge liegen Fahrzeugbewegungsdaten aus den Mobilitdtsstudien ,Mobilitét
in Deutschland 2008 [BMVBS 2015] sowie dem Projekt ,regional eco mobility
2030“ [REM2030 2015] zugrunde.

Abgesehen von Warmepumpen, Power-to-Heat-Anlagen und Elektrofahrzeugen
wird nicht davon ausgegangen, dass eine intelligente Steuerung der Stromnach-
frage stattfindet, sofern dies nicht bereits heute der Fall ist. Diese Einschatzung ist
als konservative, vorsichtige Abschatzung zu verstehen; sie trdgt den immer noch
grol3en Unsicherheiten Uber die zukiinftige Bedeutung der Nachfragesteuerung
anderer Technologien Rechnung, z. B. im Bereich ,\WeilRer Ware“. Wirden hier
grol3e Flexibilitdtspotenziale angenommen, wirde dies ggf. den Bedarf in anderen
Bereichen unterschatzen.

3.3 Technologische Annahmen zur Stromerzeugung
und Speicherung in den Szenarien

In diesem Berichtsmodul werden zunéchst die Annahmen vorgestellt, die grund-
satzlich in allen Szenarien gelten. In bestimmten Szenarien wird die Parametrie-
rung angepasst, z. B. durch den Ausschluss von CCS-Technologien oder Vorga-
ben zum Ausbau bestimmter EE-Technologien; die szenariospezifischen Vorga-
ben ergeben sich aus der im jeweiligen Szenario zu untersuchenden Fragestellung
und werden in den jeweiligen Berichtsmodulen am Anfang dargelegt.
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Parametrierung: Abwagungen zwischen Konsistenz und Aussagekraft

Bei der Parametrierung steht man als Modellierer haufig vor der Wahl, Parame-
ter zwischen zwei Szenarien konstant zu halten oder jeweils anzupassen. Ein
typisches Beispiel sind Brennstoffpreise: In der Realitat werden sich in einem
stark fossil gepragten Szenario durch die hohere Nachfrage hthere Preise fiir
fossile Brennstoffe einstellen, wéhrend die Kosten fir EE-Technologien durch
die langsame Verbreitung nur langsam sinken. Diese Effekte aus Griinden der
inhaltlichen Konsistenz zu beriicksichtigen fuhrt aber zu anderen Problemen:
Bei einem Kostenvergleich zwischen einem fossil gepragten Szenario und ei-
nem erneuerbar gepragten Szenario unterscheiden sich die Kosten schon allein
durch die unterschiedlichen Eingangsdaten. Obwohl dies ein realer Effekt ist,
fuhrt die in gewissem MaRe willkirliche Vorgabe der Unterschiede dazu, dass
eine Verzerrung entsteht, die die Aussagekraft des Szenarienvergleichs in man-
chen Aspekten reduziert. Dartiber hinaus setzt man sich ggf. dem Vorwurf aus,
die Vorteile von EE ,schdéngerechnet” zu haben.

Wir haben daher identische Technologieannahmen zwischen den Szenarien ge-
wahlt. Dadurch ist das Delta der Kosten zwischen dem Referenzszenario und
den Zielszenarien als eine obere Abschatzung zu interpretieren. In der Realitat
ware eine weiterhin eher fossil gepragte Stromversorgung, die jedoch auch zu
gewissen Anteilen EE enthélt, eher teurer als hier angenommen, da sie nicht
von den Lernraten der Erneuerbaren profitiert und mit héheren Brennstoffprei-
sen einhergeht.

3.31 Konventionelle Kraftwerke

Im Folgenden sind die Annahmen zu konventionellen Kraftwerken dargestellt. Das
Optimiermodell nimmt die Berechnung der Wirtschaftlichkeit auf Basis der mittle-
ren Werte zwischen den modellierten Jahren vor. Die Investitionen werden annui-
siert, so dass je MW installierter Leistung in jeder Zeitscheibe, in der noch die

Kraftwerksleistung steht, Kapitalkosten in Hohe von (1(:32_1 mal der spezifischen

Investition anfallen. Der Bau von CCS-Kraftwerken ist erst ab 2025 und auch nur
im restriktionsarmen Szenario zugelassen. Alle Investitionen und Kosten sind in
EUR2010 wiedergegeben. Zu den Kraftwerksparametern findet sich in der Literatur

ein erstaunlich breites Spektrum, insbesondere zu den spezifischen Investitionen.
Bei der Parametrierung in diesem Projekt wurde stets versucht, einen ,mittleren
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Pfad" innerhalb der mdglichen Annahmen zu wéahlen, also weder Gbermafig opti-
mistische noch pessimistische Werte zu wahlen.

Bei konventionellen Kraftwerken ohne CCS sind die Wirkungsgrade in der Literatur
gut dokumentiert und die Bandbreite der angenommen Werte relativ gering. Die in
diesem Projekt gewahlte Parametrierung bzgl. der Umwandlungseffizienz liegt hier
leicht unterhalb der maximalen Wirkungsgrade bei Nennleistung, um die etwas
niedrigeren Wirkungsgrade unter Teillast abzubilden. Bei Investitionen und Kosten
ist die Bandbreite der genannten Werte in der Literatur deutlich héher. Auch hier
wurden Werte in der Mitte des Spektrums gewabhilt.
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Tabelle 6;: Kostenannahmen konventionelle Kraftwerke

War-
Elektr. CO2- Wartung  tung
. Netto- Techn. Ab- Spez. . und und
Baujahr . Lebens- . Investi- . .
Techno- wirkungs- dauer scheide- tionen Betrieb Betrieb
logie grad rate (fix) (varia-
bel)
) . . [EUR/ [EUR/  [EUR/
% Jahre % kW] (KW*a)]  MWh]
2014-2020 45,0 40 ; 1900 57 1,5
Braun- 2021-2030 46,0 40 - 1900 57 1,5
kohle 2031-2040 47,0 40 - 1900 57 1,5
2041-2050 47,0 40 - 1900 57 1,5
2014-2020 46,0 40 - 1700 42,5 1,5
Stein- 2021-2030 47,0 40 - 1700 42,5 1,5
kohle 2031-2040 48,0 40 ; 1700 42,5 1,5
2041-2050 49,0 40 - 1700 42,5 1,5
2014-2020 58,0 30 ; 950 11,3 3
Erdgas  2021-2030 59,0 30 - 925 11,3 3
(GuD) 2031-2040 60,0 30 - 910 11,3 3
2041-2050 61,0 30 - 900 11,3 3
2014-2020 40,0 30 ; 450 75 2,7
Erdgas  2021-2030 40,5 30 - 425 75 2,7
(Gastur-
bine) 2031-2040 41,0 30 ; 410 7,5 2,7
2041-2050 41,0 30 - 400 75 2,7
ccs 2021-2030 36,0 40 90 % 3800 114 1,5
Braun- 2031-2040 36,5 40 92 % 3600 108 1,5
Ll 2041-2050 37,0 40 93% 3500 105 15
ccs 2021-2030 37,0 40 90 % 3400 85 1,5
Stein- 2031-2040 38,0 40 93 % 3300 82,5 1,5
kohle 2041-2050 39,0 40 95% 3200 80 15
ccs 2021-2030 52,0 30 93 % 1500 22,5 4
Erdgas  2031-2040 54,0 30 95 % 1400 21 4
(enie) 2041-2050 55,0 30 97 % 1350 20,3 4

Besonders grof3 ist die Spannweite der moglichen ékonomischen Annahmen bei
CCS-Technologien, da diese derzeit noch nicht in kommerziellem Mal3stab reali-
siert sind. Bei diesen Technologien sind daher sowohl die Investitionen als auch
die tatsachlich erreichbaren Abscheideraten mit grof3en Unsicherheiten behaftet.
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Kohlegefeuerte CCS-Kraftwerke haben in der ersten Zeitscheibe ihrer Verfugbar-
keit einen Aufschlag von 100 % auf die spezifischen Investitionen der jeweiligen
Nicht-CCS-Technologie. Der Bau der notwendigen Transport- und Speicherinfra-
struktur ist darin enthalten. Eine weitere zentrale Grof3e ist die CO,-Abscheiderate,
die sich bei hohen CO,-Preisen stark auf die variablen Kosten auswirkt.

Sollte CCS im Stromsektor eingesetzt werden?

Diese Frage kann im Rahmen dieser Studie naturlich nicht beantwortet werden.
Neben den generellen Akzeptanzproblemen von CCS-Technologien sprechen
gegen den Bau von CCS-Kraftwerken vor allem zwei Argumente: Zum einen ist
CCS im Stromsektor nicht alternativios; mit erneuerbaren Energien stehen be-
reits heute marktreife Alternativen zu Verfligung. Zum anderen sind die Spei-
cherpotenziale fir abgeschiedenes CO- begrenzt. Dieses Potenzial sollte daher
maoglicherweise entweder denjenigen Bereichen vorbehalten sein, in denen al-
ternative Emissionsreduktionsoptionen nicht vorhanden oder aber deutlich teu-
rer sind; dies ist in mehreren energieintensiven Industrieprozessen der Fall.

Fir den Bau von CCS-Kraftwerken sprechen hingegen ebenfalls zwei Argu-
mente: Ohne Kohlekraftwerke als ,Keimzeile“ ist bisher nicht klar, wie die CCS-
Infrastrukturen aufgebaut werden kdnnen bzw. wer dies vorantreibt. Die ener-
gieintensive Industrie zumindest scheint sich bisher im Bereich CCS nicht in ei-
ner Vorreiterrolle zu sehen. Des Weiteren kommen die meisten Szenarien des
IPCC zu dem Schluss, dass negative Emissionen durch Biomasseeinsatz mit
CCS langfristig fur das Erreichen des 2 °Grad-Ziels erforderlich sind. Folgt man
dieser Argumentation, sollte aber vor dem Hintergrund beschrankter Potenziale
ein moglicher CCS-Einsatz im Stromsektor auf Biomassekraftwerke beschrankt
sein.

Der Ausschluss von CCS in den meisten Szenarien dieser Studie bedeutet den-
noch nicht, dass CCS im Stromsektor insbesondere international keine wichtige
Option sein kann; obwohl CCS im deutschen Stromsektor ersetzlich ist, konnte
ein CCS-Einsatz dort die Diffusion von CCS auch in andere Sektoren und L&n-
der durch technologisches Lernen und gemeinsam genutzte Transport- und
Speicherinfrastrukturen vereinfachen und beschleunigen.

Im Gegensatz zum restriktionsarmen Szenario sind im Basisszenario und auch in
den weiteren Zielszenarien CCS-Kraftwerke nicht zugelassen. Damit tragt das Ba-
sisszenario und die weiteren Zielszenarien den vielfach geauf3erten Bedenken ge-
gen den Einsatz der Technologie im Stromsektor Rechnung (siehe vorhergehende
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Infobox). Nichtsdestotrotz wird CO»-Abscheidung im Industriesektor auch in diesen
Szenarien eingesetzt. Anders als im Stromsektor stehen hier bei manchen Prozes-
sen keine geeigneten Alternativen mit vergleichbaren Kosten gegentber.

3.3.2 Abgebildete Warmenachfrage

Das Modell Enertile bildet den fir die Optimierung der Stromerzeugung relevanten
Teil der Warmenachfrage in Form von Warmenetzen ab. Im Rahmen dieses Pro-
jekts werden vier unterschiedliche Arten von Warmenachfragen inkl. Warmeprofi-
len abgebildet. Zunachst wird dabei unterschieden zwischen

¢ Nah- und Fernwarmenetzen und
¢ industrieller Warmenachfrage.

Die jahrliche Nachfrage dieser beiden Warmenachfragen wird aus den Ergebnis-
sen der nachfrageseitigen Simulationsmodelle ermittelt und fur die stindliche
Nachfrage mit unterschiedlichen Nachfrageprofilen versehen. Des Weiteren erfolgt
eine Unterscheidung, ob Steinkohle als Brennstoff an dem jeweiligen Standort
madglich ist. Hierbei wird im Wesentlichen davon ausgegangen, dass das techni-
sche Potenzial fur Steinkohleeinsatz nicht abnimmt. Standorte in Meeresnahe oder
an Flissen kénnen auch in Zukunft mit Steinkohle beliefert werden. In diesen vier
Warmenetztypen muss das Modell die Warmenachfrage in jeder Stunde des Jah-
res decken. Dazu stehen zwei Kategorien von Warmeerzeugern zur Verfigung:
Gekoppelte Warmeerzeuger (siehe Tabelle 7) also KWK-Anlagen und ungekop-
pelte Warmeerzeuger (siehe Tabelle 8). Als Power-to-Heat-Anlagen sind nur Elekt-
rodenheizkessel abgebildet. Auf eine Abbildung von Warmepumpen und erneuer-
barer Warme musste an dieser Stelle verzichtet werden, da diese Technologien
nur auf geringeren Temperaturniveaus effizient eingesetzt werden kénnen. Dies
erfordert eine genauere regionale Abbildung der Wéarmenetzte, die derzeit nicht
madglich ist. Es kann erwartet werden, dass der Verzicht auf die Abbildung dieser
Technologien zu etwas héherer KWK Erzeugung und fossiler Feuerung fiihrt. Des
Weiteren stehen dem Modell in den Wéarmenetzen Kurzzeitwarmespeicher zur
Verfligung.
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Tabelle 7: Zubauoptionen des Modells fiur KWK-Anlagen
Wir- .
kungs- Le- Strom- Wir- Inves- W&B W&'B
Jahr bens- kenn- kungs- S ) (varia-
grad dauer zahl rad el tition (fix) bel)
KWK 9
EUR/ [EUR/
- a - - EUR/KWe KW MWh]e
ég%g 85 % 30 0,63 33 % 730 30 1,5
KWK- éggé 85 % 30 0,65 34 % 708 29 1,5
Gas-  5031.
turbine 2040 85 % 30 0,67 34 % 687 28 1,5
2041-
2050 85 % 30 0,70 35% 666 27 1,5
ég%g 88 % 30 1,19 48 % 950 30 3
2021-
KWK 2030 88 % 30 1,24 49 % 922 29 3
GuD 2031-
2040 88 % 30 1,30 50 % 894 28 3
2041-
2050 88 % 30 1,36 51 % 867 27 3
ég%g 89 % 40 0,68 36 % 1800 45 1,5
2021-
KWK 2030 89 % 40 0,70 37 % 1746 44 1,5
Stein- 5031-
kohle 2040 89 % 40 0,73 37 % 1694 42 1,5
2041-
2050 89 % 40 0,75 38 % 1643 41 1,5
Tabelle 8: Zubauoptionen des Modells fur Heizkessel
thermische Investi- Lebens- Wir- .
: . kungs- W&B fix
Leistung tion dauer
grad
MW  EUR/kWhn a EUR/KW
Kohle-Heizkessel 5 32 20 90 % 2,25
Gas-Heizkessel 5 54 20 94 % 2,17
Elektroheizkessel 10 100 20 95 % 5,54

Der Biomasseeinsatz in den jeweiligen Netzen wird nicht modellendogen ermittelt,

sondern ex post festgelegt; zum einen erfolgt der Biomasseeinsatz nicht primar
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nach der Kostenoptimalitat im jeweiligen Sektorl7, sondern unter Gesichtspunkten
der Ubergreifenden Erreichung der nationalen energie- und klimapolitischen Ziele;
zum anderen ist die verfigbare Menge potenzialbeschrankt und muss in den un-
terschiedlichen, in diesem Projekt eingesetzten Modellen iteriert werden.

3.3.3 Stromspeichertechnologien

Mit Stromspeichertechnologien ist es moglich, Stromiberschiusse in Stunden zu
verlagern, in denen das Stromdargebot knapp ist. Stromspeicher nehmen in der
Diskussion um die Integration erneuerbarer Energien eine bedeutende Rolle ein.
Ob es jedoch einen ,Speicherbedarf* gibt, ist umstritten, insbesondere, da mit dem
Begriff ,Speicherbedarf* haufig eine technische Notwendigkeit verbunden wird: Die
Flexibilitat, die Stromspeicher bereitstellen, kann auch durch andere Optionen re-
alisiert werden. Als einfachste Lésung kénnen Stromuberschiisse abgeregelt wer-
den und die Unterdeckungen durch Spitzenlastkraftwerke gedeckt werden. Des
Weiteren kdnnen bspw. DSM-MaRRnahmen im Stromsystem oder eine starkere
Kopplung des Strom- und Warmesektors ahnliche Funktionen — namlich die Be-
reitstellung von Flexibilitdt — erflllen wie Speichertechnologien. Welche Rolle
Stromspeicher im engeren Sinne (also z. B. Pumpspeicher oder Batterien) in ei-
nem kosteneffizienten Stromsystem spielen sollen, gehért damit zu den Fragestel-
lungen dieses Projekts.

Hinsichtlich der heute bereits existierenden Speicher werden im Modell Enertile
die bestehenden Pumpspeicherkraftwerke (PSW) betrachtet. Speichertechnolo-
gien stellen in Stromsystemmodellen eine Herausforderung dar, da sie stets mit
einem hohen Rechenaufwand verbunden sind. Durch die vielen intertemporalen
Verbindungen zwischen den Variablen, welche die Rechenzeit stark erhdhen,
kann in Modellen, die auch den Technologieausbau betrachten, nur eine begrenzte
Anzahl an Speichertechnologien abgebildet werden. Daher werden die bestehen-
den PSW in jeder Region aggregiert betrachtet. Um die bereitgestellte Flexibilitat
nicht zu Gberschatzen, wird das aggregierte PSW als Tagesspeicher mit einer
Speicherkapazitat von acht Volllaststunden ausgestattet. Dies stellt eine vorsich-
tige Abschéatzung dar, da viele Speicher Uber gré3ere Speichervolumina verfligen.
Wirden diese jedoch abgebildet, stdnde die volle Pump- und Generatorleistung
Uber einen zu langen Zeitraum zur Verfigung; in der Realitéat stehen nach langen
Zeitrdumen von Erzeugung unter voller Leistung nur noch die wenigen Anlagen

17 Dies lasst sich am bestem am Gebaudesektor veranschaulichen: Ob z. B. fir ein be-
stimmtes Wohnhaus Biomasse die giinstigste Emissionsreduktionsoption darstellt, ist
fur eine Gesamtkostenminimierung irrelevant. Entscheidend ist, ob Biomasseeinsatz
den gréRten Nutzen bringt; hierfur sind die Opportunitétskosten mafgeblich.
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mit sehr grol3en Speichervolumina zur Verfligung. Das Potenzial der Langzeitspei-
cher wird durch diese Parametrierung tendenziell unterschatzt. Die aus der instal-
lierten Leistung resultierenden Speichervolumina sind in Tabelle 9 dargestelit.

Tabelle 9: Im Modell abgebildete Pumpspeicherleistung und -speichervolu-
men in Europa

Region Installierte Pump- bzw. Speichervolumen

Generatorleistung [MW] [GWh]
Balkan-Ost 610 4,9
Balkan-West 721 5,8
Baltikum 1.225 9,8
Belgien und Luxemburg 1.388 11,1
Bulgarien und Griechenland 1.871 15
Deutschland 7.446 59,6
Frankreich 6.863 54,9
Grof3britannien und Irland 752 6
Iberische Halbinsel 9.540 76,3
Italien 2.701 21,6
Marokko 466 3,7
Niederlande 1.000 8
Norwegen 1.523 12,2
Osterreich 5.353 42,8
Polen 1.788 14,3
Rumaénien 1.150 9,2
Schweden 475 3,8
Schweiz 4.407 35,3
Slowakei 1.706 13,6
Slowenien 280 2,2
Tschechien 1.150 9,2
Tlrkei 1.600 12,8
Ungarn und Slowakei 300 2,4
Summe 54.314 434,5

Im Rahmen dieses Projekts wird die generelle Attraktivitat von Speichern tber sog.
~opeicher-Dummies” abgebildet: In allen Szenarien besteht in jeder Region die
Mdglichkeit, unbegrenzt Speicher-Dummies auszubauen, die in ihren Kosten und
technischen Eigenschaften Pumpspeicherkraftwerken nachempfunden sind. Die
Speicher-Dummies sind dabei mit Speicherreservoirs von acht Volllaststunden
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ausgestattet. Modellrechnungen haben gezeigt, dass diese Modellierung als ,Ta-
gesspeicher” 6konomisch weiterhin am attraktivsten ist.

Die Annahme eines unbegrenzten Potenzials ist optimistisch, da die fur PSW not-
wendigen Gegebenheiten Uberall beschrénkt und in vielen modellierten Regionen
in der Realitéat kaum oder gar nicht vorhanden sind. Mit den Speicher-Dummies
soll jedoch nur aufgezeigt werden, ob zumindest fur die glinstigste Speicherform
(siehe folgende Infobox) eine Nachfrage besteht. Sie zeigen einen von den weite-
ren Optionen im Modell nicht abgedeckten Flexibilitatsbedarf auf; dies kann ent-
weder daran liegen, dass es keine adaquaten Flexibilitatsoptionen gibt oder dass
diese zu teuer sind. Die Speicher-Dummies kdnnen daher auch als ,Flexibilitat-
Dummies" interpretiert werden. Erst wenn das Modell in einem Szenario die Spei-
cher-Dummies ausbaut, muss eine detailliertere Parametrierung der Speicher oder
weiterer, bisher nicht abgebildeter Flexibilitatsoptionen gewahlt werden, die z. B.
tatsachliche Potenzialbeschrankungen, neue, teurere Speichertechnologien oder
weitere Flexibilitdtsoptionen bericksichtigt. Wie sich Uber eine grof3e Anzahl an
Modelllaufen herausgestellt hat, stellt der Ausbau von Speichertechnologien ent-
gegen der an manchen Stellen geaul3erten Erwartungen nur in Ausnahmefallen
eine kosteneffiziente Form der Integration erneuerbarer Energien dar.

Zusatzlich ist die Optimierungsperspektive des Modells zu beachten, die sich auf
Kosten aus Sicht des Gesamtsystems bezieht. So kdnnen unter bestimmten Vo-
raussetzungen beispielweise glnstige Batteriespeicher zur Erhéhung des Eigen-
verbrauchs bei PV-Anlagen aus Investorensicht 6konomisch attraktiv sein, wah-
rend ihr Ausbau und Einsatz aus volkwirtschaftlicher Sicht nicht sinnvoll ist.

Tabelle 10: Kostenannahme bei Speicher-Dummies

Elektr. Wartung
Netto- Techn. Spez. W?Jr:]léng und Be-

Baujahr wir- Lebens- Investi- Betrieb trieb

Technologie kungs- dauer tionen (fix) (varia-

grad bel)

[EUR/ [EUR/ [EUR/
- 0,

% Jahre kW] (kWk)]  MWh]
2014-2020 80,0 40 1100 10 0
Speicher- 2021-2030 80,0 40 1100 10 0
Dummies 2031-2040 80,0 40 1100 10 0
2041-2050 80,0 40 1100 10 0
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Bleiben Pumpspeicherkraftwerke die ginstigsten Stromspeicher?

Diese Frage hangt neben den unsicheren technischen Entwicklungen natirlich
vor allem vom Einsatzgebiet ab. Sollen z. B. 500 Mal pro Jahr oder haufiger
mehrere Megawattstunden Strom eingespeichert und spater wieder abgegeben
werden, gibt es derzeit keine glinstigere Technologie als groRe Pumpspeicher-
kraftwerke (siehe z. B. [Rundel et al. 2013]). Der Stand der Forschung bei adia-
baten Druckluftspeichern legt nahe, dass diese mittelfristig &hnlich gtinstig wer-
den koénnten, sie weisen dabei jedoch einen niedrigeren Gesamtwirkungsgrad
auf. Selbst wenn man ambitionierte Lernraten fir Batteriespeicher unterstellt,
durfte diese Speichertechnologie auf absehbare Zeit im Hinblick auf die Gesamt-
systemkosten keine wirtschaftliche Alternative zu den beiden zuvor genannten
Technologien darstellen. Hierzu muss angemerkt werden, dass die Kosten von
Batterien, insbesondere Lithium-lonen-Batterien, in den letzten Jahren sehr
schnell gesunken sind. Wie sich die Lernkurve zukunftig entwickelt, ist in dem
dynamischen Umfeld schwer abzuschéatzen, wird jedoch von einer Reihe von
Studien untersucht (siehe z. B. [Schaufenster Elektromobilitat 2016]). Im Ver-
gleich ist hier eine Studie des amerikanischen ,Department of Energy“ tenden-
ziell optimistischer als die meisten Studien, da sie davon ausgeht, dass die Kos-
ten bis 2025 auf 100 EUR/kWh sinken kdnnen.

Aber selbst wenn diese Kostensenkungen erreicht werden, sind Pumpspeicher
aufgrund ihrer deutlich langeren Lebensdauer von ca. 40 Jahren weiterhin gtins-
tiger: Rechnet man die im Modell verwendeten spezifischen Investitionen (137,5
EUR/KWh) unter der Annahme eines Zinses von 7 % in jahrliche Werte um, so
kosten Pumpspeicher 10,3 EUR pro kWh und Jahr. Die gleiche Umrechnung fir
Lithium-lonen-Batterien bei einer optimistischen Lebensdauer von 10 Jahren
ergibt bei spezifischen Investitionen von beispielsweise 100 EUR/kWh jahrliche
Kosten von 14,2 EUR pro kWh. Erst bei spezifischen Investitionen von unter
72,4 EUR/KWh fur das gesamte Speichersystem ist ein Batteriespeicher gulinsti-
ger als die im Modell angenommenen Pumpspeicher.

Ob andere Speicherformen also langfristig guinstiger werden als Pumpspeicher-
kraftwerke, lasst sich derzeit nicht abschlieend beantworten; dass die Kosten
alternativer Speichersysteme aber mittelfristig so deutlich unter die Kosten von
Pumpspeicherkraftwerken sinken, dass durch ihre Vernachlassigung im Modell
ein substantieller Fehler entsteht, scheint unwahrscheinlich.

51



Modelle und Modellverbund

3.34 Technodkonomische Annahmen zu endogen ausge-
bauten EE-Technologien

In diesem Abschnitt werden die Annahmen zu den EE-Technologien dargestellt,
die vom Optimiermodell Enertile endogen ausgebaut werden. Dies betrifft die
Technologien, die zum einen ein grol3es Potenzial und zum anderen niedrige Kos-
ten aufweisen, also Wind- und Solarenergie. Der Anlagenbestand wird dem Modell
vorgegeben, wesentliche Eingangsdaten dafir stammen aus dem EE-
Anlagenregister (Stand Ende 201218). Das Modell trifft Ausbauentscheidungen au-
tark auf Grundlage der getroffenen technologischen und ékonomischen Annah-
men sowie ggf. in den Szenarien angelegter Ausbauziele. Diese sind in den jewei-
ligen Berichtsmodulen dargelegt.

Die Berechnung der Potenziale fir erneuerbare Energien erfolgt in finf Schritten:

1. Bestimmung der nutzbaren Flache

Bestimmung der installierbaren Leistung
Berechnung des maéglichen Ertrags

Berechnung der spezifischen Erzeugungskosten
Aggregation der Potenziale innerhalb einer Region

apr e

Das Verfahren zur Bestimmung der nutzbaren Flache ist methodisch fir alle Er-
neuerbaren Technologien identisch. Daher wird dieser Schritt in diesem uberge-
ordneten Abschnitt beschrieben. Die Ubrigen Schritte unterscheiden sich bei den
jeweiligen Technologien und werden in den entsprechenden Unterabschnitten be-
schrieben.

Bestimmung der nutzbaren Flache

Ausgangsbasis fur die Modellierung der Potenziale erneuerbarer Energien ist ein
Modellgitter, das Uber die gesamte modellierte Region gelegt wird. Dieses Modell-
gitter hat in Hohe des Aquators eine Kantenlange von 10 km. Aufgrund der Form
der Erde nimmt diese Kantenlange mit zunehmender Entfernung vom Aquator ab.
In Deutschland betragt die Kantenlange ca. 7 km. Auf Basis dieses Gitters werden
verschiedene geographische Informationen und meteorlogische Daten Uberlagert.

18  www.netztransparenz.de
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Abbildung 11: Gittergré3e der Potenzialanalyse in kmz

In einem ersten Schritt werden innerhalb der Flachenkacheln diejenigen Flachen
herausgeschnitten, die flr eine Nutzung der jeweiligen Technologie ungeeignet
sind. Hierzu gehdren z. B. bekannte Naturschutzgebiete, Dinen in der Saharal9
und Flache mit sehr starkem Gefélle. Die verbleibende Flache wird anhand der
verfigbaren Landnutzungsdaten einer bestimmten Landnutzungskategorie zuge-
ordnet. Fir jede dieser Landnutzungsarten werden dabei Flachenanteile fir die
Nutzung erneuerbarer Stromerzeugung freigegeben. Eine Ubersicht der Landnut-
zungsarten und der fir erneuerbare Energien nutzbaren Flachenanteile findet sich
in Tabelle 11.

19  Die MENA-Region wird jedoch wie bereits dargelegt nur in ausgewéhlten Szenarien
mitbetrachtet.
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Tabelle 11: Ubersicht Landnutzungsfaktor fur erneuerbare Energien
Landnutzungsart PV Freiflache CSP Wind-Onshore
Brachland 20 % 15 % 25 %
Anbauflachen 2% 2% 20 %
Wald 0% 0% 10 %
Grasland 3% 2% 25 %
Savanne 3% 15 % 25 %
Buschland 3% 15 % 25 %
Eisflachen 5% 0% 15 %
Bebaute Flache 0% 0% 0%
Wasserflache 0% 0% 0%
Feuchtgebiete 0% 0% 0%

Im Bereich der PV-Aufdach wird angenommen, dass 20 % der Gberbauten Flache
fur die Nutzung geeignet sind. Diese Abschéatzung wurde fur Deutschland mit einer
detaillierteren Hochrechnung der geeigneten Dachflachen am Beispiel von Karten-
auswertungen und Satellitendaten fur das Land Nordrhein-Westfalen kontrolliert.
Im Bereich der Offshore-Windenergie wurde eine Nutzung von 50 % der verfuigba-
ren Meeresflache mit Wassertiefen von weniger als 50 m angenommen. Insge-
samt wird die verfigbare Flache auf einer ,Kachel* fir eine bestimmte Stromer-
zeugungstechnologie nach folgender Formel berechnet:

Verfiigbare Fl.= Z Kachelgrofie * Anteil; gnanut,. * Landnutzungsfaktor; gnanutz.

Landnutz.

3.34.1 Photovoltaik

Im Rahmen dieses Projekts werden im Modell zwei Typen von Photovoltaikanla-
gen abgebildet. Es wird zwischen PV-Aufdachanlagen und PV-Freiflachenanlagen
unterschieden. Das Potenzial der Typen wird wie folgt berechnet.

Nach der Berechnung der verfigbaren Flache wird das Potenzial der installierba-
ren Leistung berechnet. Im Bereich der PV-Freiflache wird dabei von einer instal-
lierbaren Leistung von 40 MW pro km2 ausgegangen. Auf Basis der verfligbaren
Flache und dem spezifischen Flachenbedarf lasst sich die installierbare Leistung
pro ,Kachel* berechnen:

Potenzial in MW = Verfiigbare Flache * Spezifischer Flachenbedarf
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Im nachsten Schritt wird die mogliche Stromerzeugung der Technologie innerhalb
der Flachenkachel berechnet. Hierzu werden die solaren Strahlungsdaten
HELIOCLIM-3% in stindlicher Auflésung und einer regionalen Auflésung von
50 x 50 km den entsprechenden ,Kacheln* zugeordnet. Mit Hilfe eines eigenen Er-
tragsmodells wird dann fur die PV-Freiflaichen die mégliche Stromerzeugung einer
optimal ausgerichteten Anlage bestimmt.

Die beeindruckenden Kostensenkungen, welche fir Photovoltaik tber die letzten
Jahre erreicht wurden, machen eine Abschéatzung des zukinftigen Verlaufs der
Kosten schwierig. Ausgangspunkt fur die Berechnungen ist der Zwischenbericht
des Vorhabens zur ,Solaren Strahlungsenergie” des EEG-Erfahrungsberichts
[Kelm et al. 2014]. Aus diesem wurden — differenziert nach Anlagentypen und Gro-
Benklassen — die Kosten und die Verteilung der Kosten auf die Komponenten her-
angezogen. Aus diesen wurden dann mit der folgenden Methodik zwei Anlagenty-
pen, eine PV-Aufdach- und eine PV-Freiflachenanlage parametriert.

Fur die Festlegung der spezifischen Investitionen und Betriebskosten wird fiir PV-
Aufdachanlagen von einer durchschnittlichen AnlagengrofRe von 30 kW ausgegan-
gen. Damit ist ein Mittelwert aus kleinen PV-Anlagen (Leistung ca. 5 kWpeax) auf
privaten Dachern und grof3en PV-Anlagen auf gewerblichen und 6ffentlichen Ge-
bauden (Leistung bis ca. 300 kWpeak) gewahlt, der auf den Daten des Anlagenre-
gisters beruht. Diese PV-Dachanlagen kosteten Ende 2013 ca. 1.300 EUR/KW,
was als Ausgangspunkt fir die Lernkurve gewdhlt wird. Als durchschnittliche
GroRRe der PV-Freiflachenanlagen wurde eine Leistung von 5 MW gewahlt. Diese
PV-Anlagen kosteten Ende 2013 ca. 1.000 EUR/KW. Analog zu konventionellen
Kraftwerken handelt es sich hier um sog. ,,overnight cost* fir das Gesamtprojekt,
d. h. Anlagenkosten zuziglich Projektnebenkosten.

Die Kostenreduktionen der PV-Anlagen werden exogen vorgegeben. Hierbei wur-
den fur die einzelnen Komponenten unterschiedliche Lernraten angenommen,
welche in Tabelle 12 dargestellt sind.

20  http://www.soda-is.com/eng/helioclim/
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Tabelle 12: Jahrliche Kostenreduktion von Photovoltaikanlagen nach Kom-
ponenten
Pvatoaue  WeEhsarehter nterkenstiidon
2014-2020 7,0 % p.a. 0,5% p.a.
2021-2030 6,0 % p.a. 0,5% p.a.
2031-2040 4,0 % p.a. 0,5% p.a.
2041-2050 2,0% p.a. 0,5% p.a.

Als fixe Betriebskosten werden bis 2020 1,5 % der Investitionssumme pro Jahr
veranschlagt. Dieser Wert steigt schrittweise bis auf 2 % im Jahr 2050 an.

Somit ergeben sich fur die beiden Beispielanlagen die in Tabelle 13 dargelegten
Kosten. Die spezifischen Investitionen reduzieren sich bis 2050 gegeniiber 2014
bei PV-Aufdachanlagen um 40 %, bei PV-Freiflichenanlagen durch den hdheren
Anteil der schneller sinkenden Modulkosten an den Gesamtkosten sogar um 48 %.
Es sollte beachtet werden, dass das Optimiermodell die Berechnung der Wirt-
schaftlichkeit auf Basis der mittleren Werte zwischen den modellierten Jahren vor-
nimmt.

Tabelle 13: Investitions- und Betriebskosten der abgebildeten Photovoltaik-
anlagen

PV-Freiflachenanlage (5 MW) PV-Aufdachanlage (30 kW)

Jahr Spez. Invest. Betriebskosten Spez. Invest. Betriebskosten

[EUR/KW] [EUR/(kW a)] [EUR/KW] [EUR/(kW a]

2014-2020 875 15 1173 19

2021-2030 715 14 1004 18

2031-2040 601 13 879 17

2041-2050 541 11 806 16

Am Ende dieses Prozesses kénnen auf Basis der Kostendaten und geographi-
schen Daten zentrale Informationen auf Ebene jeder einzelnen Kachel hinterlegt
werden. Jede Kachel enthélt Informationen zum verfligbaren Potenzial in MW, ei-
ner moglichen Vorbelegung durch bestehende Anlagen, der Volllaststunden der
einzelnen Technologie, der spezifischen Erzeugungskosten und einem stindli-
chen Erzeugungsprofil fir das ausgewahlte Wetterjahr.
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3.3.4.2 Konzentrierende Solarthermie (CSP)

Konzentrierende Solarthermie ist in deutschen Breitengraden aufgrund der relativ
niedrigen Sonneneinstrahlung 6konomisch nicht attraktiv. In sudlicheren Breiten-
graden ist die Technologie trotz ihrer im Vergleich mit PV hdheren Stromgeste-
hungskosten aufgrund ihrer Flexibilitdt eine Option. Die optimale Gréf3e des Spei-
chers wird am jeweiligen Standort berechnet und liegt wie die Speicher-Dummies
in der GrofRenordnung von Tagesspeichern (ca. acht Volllaststunden). Die Ausle-
gung des Verhaltnisses von Feld und Generator erfolgt standortspezifisch. Hier-
durch kann es zu einer gewissen Varianz der Kosten kommen. Daher sind die
spezifischen Investitionen in Tabelle 14 als Orientierungsgrof3en zu verstehen.

Tabelle 14: Kostenannahmen CSP
Jahr Lebensdauer Spez. Invest. Wartung und Betrieb
[a] [EUR/KW] [EUR/(KW a)]
2014-2020 30 4.500 73,5
2021-2030 30 3.300 64,0
2031-2040 30 3.050 54,5
2041-2050 30 2.660 45,0

3.343 Wind-Onshore

Die Berechnung der nutzbaren Flache auf einer einzelnen Kachel erfolgt fiir die
Windenergie nach dem bereits beschriebenen Verfahren. Fir die Windenergie er-
geben sich jedoch zwei zentrale Besonderheiten. Der Flachenbedarf in Bezug auf
die windtechnische ,Verschattung” richtet sich nach der Rotorflache. Die optimale
Rotorflache hangt jedoch von den Bedingungen des Standortes ab. Aus diesem
Grund erfolgen die Berechnungen zum verfligbaren Potenzial und den Stromer-
zeugungskosten auf einem detaillierteren Niveau. Die Stromerzeugung und die
Kosten der Windenergie hdngen von folgenden zentralen Faktoren ab:

e Die Nabenhdhe der Anlage bestimmt, wie stark die Anlage von den
steigenden Windgeschwindigkeiten in groRerer Hohe profitieren kann.
Hohere Tirme fuhren jedoch auch zu steigenden Kosten.

o Das Verhaltnis von Generatorleistung zu Rotorflache bestimmt die
Auslegung der Anlage auf Energieertrag in Zeiten geringer oder hoher
Windgeschwindigkeit. Je geringer die spezifische Generatorleistung pro
Rotorflache ist, desto hoher fallen die relativen Ertrage in Zeiten schwa-
cher Windgeschwindigkeiten aus. Im Gegenzug sinken die Ertrage in
Zeiten starker Windgeschwindigkeiten, da der Generator dann bereits
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seine Nennleistung erzeugt. Die Rotorgréf3e und Generatorleistung sind
zentrale Faktoren fur die Kosten einer Windenergieanlage.

o Die Effizienz einer Anlage zeigt sich in der Anlagenkennline, wenn sie
um die Effekte der Rotorgréf3e bereinigt wird.

Nabenhohe und die spezifische Generatorleistung pro Rotorflache sind zwei zen-
trale Indikatoren, die sich in standiger technologischer Entwicklung befinden. Ins-
gesamt zeigte sich in der Vergangenheit ein Trend zu immer héheren Anlagen und
eine Absenkung der Generatorleistung pro Rotorflache zur verstarkten Energieer-
zeugung in Zeiten schwacher Windgeschwindigkeiten (sog. Schwachwindanla-
gen). Die Herausforderung im Rahmen dieser Studie besteht nun darin, die zu-
kunftige Entwicklung dieser Faktoren bis zum Jahr 2050 abzubilden und gleichzei-
tig die zugeordneten Kosten zu projizieren.

Die Potenzialberechnung des Modells Enertile wird im Rahmen dieser Studie so
eingesetzt, dass das Modell innerhalb bestimmter Grenzen die optimale Anlagen-
konfiguration wahlen kann. Die Wahl der Grenzen spiegelt dabei nicht nur die
Grenzen der verfugbaren Technik wider, sondern soll auch die Gultigkeit der ge-
wahlten Kostenberechnung sicherstellen. So kdnnen im Einzelfall in der Realitat
ggf. andere Parameter technisch umsetzbar sein, die Kosten dirften in diesem Fall
jedoch in den meisten Fallen deutlich héher ausfallen.

Bei der Nabenhohe wahlt das Modell in Schritten von zehn Metern die Anlagen-
konfiguration mit den geringsten spezifischen Erzeugungskosten innerhalb des zu-
gelassenen Korridors fur jede raumliche Kachel aus. Die Auswahl der Parameter
orientiert sich dabei an den Annahmen der ,Studie zum kostenoptimalen Ausbau
der Erneuerbaren Energien“ [Agora 2013]. Die maximal zugelassene Hohe steigt
im Zeitverlauf bis auf 160 m an (siehe Tabelle 15).

Tabelle 15: Optimierungsbereich der Nabenhdhe im Erzeugungsmodell
Zeitraum Bereigh dgr
Nabenhéhe in m
2014-2020 90-140
2021-2030 90-150
2031-2040 90-160
2041-2050 90-160

Im Bereich der Effizienz wird zwischen Starkwindstandorten (IEC Klasse 1) und
Schwachwindstandorten (IEC Klasse 2-4) unterschieden, da Starkwindanlagen
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eine andere Charakteristik der Leistungskennlinie aufweisen und andere Anforde-
rungen an die Anlagenauslegung gestellt werden. FiUr die Berechnungen des
Windenergieoutputs wird deshalb die Anlagenkennlinie der Enercon E82/3000 ftir
Starkwindstandorte und die Kennlinie der Enercon E82/2000 fiir die Ubrigen Stand-
orte zugrunde gelegt. Die Anlagenkennline geht dabei in Form des relativen Out-
puts bezogen auf die Anlagenleistung in die Berechnung ein.

Im Bereich der spezifischen Generatorleistung pro Rotorflache zeigt sich in der
Vergangenheit eine Tendenz zu immer geringeren spezifischen Leistungen. Der
Rotor wird also in Relation zum Generator gréf3er. Im Rahmen der hier vorgenom-
menen Potenzialberechnungen wird im Modell eine Standortoptimierung in Schrit-
ten von 10 W/m2 abgebildet. Dabei wird fir jede Periode ein zulassiger Bereich
vorgegeben. Dieser Bereich wird im Laufe der Zeit entsprechend der aktuell ab-
sehbaren Entwicklungstrends erweitert (siehe Tabelle 16).

Tabelle 16: Optimierungsbereich der Generatorleistung pro Rotorflache in
dieser Studie

Zeitraum Schwachwindanlage [W/m?2] Starkwindanlage [W/mZ] Einheit
2013-2020 350-320 450-390 W/mz2
2021-2030 350-270 450-370 W/mz2
2031-2040 350-260 450-360 W/mz2
2041-2050 350-250 450-350 W/m2

Als Vergleichsgrof3e sind in der folgenden Tabelle 17 die Annahmen der Agora
Studie ,Kostenoptimaler Ausbau der Erneuerbaren Energien in Deutschland“ dar-
gestellt. Der Vergleich zeigt, dass sich die Annahmen in einem ahnlichen Korridor
bewegen.

Tabelle 17: Spezifische Nennleistung der Windenergie in der Studie ,Kosten-
optimaler Ausbau der Erneuerbaren Energien in Deutschland®

Schwachwindanlage Starkwindanlage
jahy Spezifische Nennleis-  Naben-  Spezifische Nennleis- Nabenhohe
tung [W/m?] héhe [m] tung [W/m?] [m]
2013 346 120 441 90
2023 289 140 382 110
2033 260 150 367 120

Quelle: [Agora 2013]
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Die Berechnung des Anlagenoutputs an einem spezifischen Standort erfolgt dabei
nach folgendem Berechnungsschema fir jede Stunde bzw. Klasse der Weibullver-
teilung am betrachteten Standort:

1. Berechnung der Windgeschwindigkeit in Nabenhéhe
2. Output der Windenergieanlage

A
f
P1 = Ar—i* rer (V)

P1=Leistung bezogen auf die installierte Anlagenleistung (Maximum 100 %)

Prer=Leistung der Referenzanlage bezogen auf die installierte Anlagenleistung
(Maximum 100 %)

Arei=Spezifische Generatorleistung pro Rotorflache der Referenzanlage

A.=Gewahlte spezifische Generatorleistung pro Rotorflache der optimierten An-
lage

Ein zentraler Schritt im Rahmen der Berechnung ist die Bestimmung der Kosten
der jeweiligen Anlagenparametrisierung. Die Berechnung dieser Kosten wird dabei
an das Verfahren der Agora-Studie angelehnt und ausgedehnt. Die Studie schatzt
die Kostenbestandteile der Windenergieanlagen wie folgt ab: Der Turm einer An-
lage ist flr 26 % der Kosten einer Windenergieanlage verantwortlich. Die Kosten
fur den Turm werden dabei zu 80 % von der Nabenhohe getrieben. Weitere 10 %
davon entfallen jeweils auf den Rotordurchmesser und die Nennleistung. Der An-
teil der Rotorblatter an den Gesamtkosten betragt in dieser Rechnung 22 %. Allei-
niger Kostentreiber ist dabei der Rotordurchmesser. Die restlichen Kostenkompo-
nenten (z. B. Generator, Leistungselektronik usw.) erreichen einen Kostenanteil
von 52 % und werden von der Nennleistung getrieben.

Tabelle 18: Kostenkomponenten Windenergieanlagen

. Anteil des Kostentreibers an den Kosten

Komponente Anteil an
Kostenin %  Nennleistung Rotordurch- Nabenhohe
messer

Turm 26 % 10 % 10 % 80 %
Rotorblatter 22 % 0% 100 % 0%
Rest 52 % 100 % 0% 0%

Quelle: [IRENA 2012]
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Eine Erh6hung der Kostentreiber wie z. B. eine Erhéhung der Nabenhohe wirkt
sich jedoch unterschiedlich auf die Kosten der einzelnen Komponenten aus. In der
IRENA-Studie [IRENA 2012] werden die Kostentreiber dabei wie in Tabelle 19 ab-
geschatzt.

Tabelle 19: Kostentreiber Windenergieanlagen
Treiber Kostentreiberfaktor
Leistung 1
Rotordurchmesser 2
Nabenhodhe 2

Quelle: [IRENA 2012]

Konkret lassen sich diese Zahlen am Beispiel der Erhéhung der Nabenhdhe wie
folgt Ubersetzen: Eine Erhdhung der Nabenhhe um 10 % muss mit dem Kosten-
treiberfaktor 2 und dem Anteil des Kostentreibers von 80 % multipliziert werden.
Die Steigerung der Nabenhdhe erhdht also in diesem Beispiel die Kosten des Tur-
mes der Windenergieanlage um 16 %. Die Ubrigen Kosten der Windenergieanlage
bleiben unverandert, da Nabenhohe nur die Turmkosten treibt.

Zusétzlich zu den Anlagen besteht ein Windenergieprojekt aus weiteren Projekt-
nebenkosten, die Uber die Kosten der eigentlichen Anlagen hinausgehen. Die Pro-
jektnebenkosten werden als eine weitere Komponente hinterlegt, die linear in die
Kostenberechnung eingeht. Die Startwerte fur die Referenzanlage sind dabei aus
dem EEG-Erfahrungsbericht-Vorhaben zur Windenergie abgeleitet [IE Leipzig
2014]. Fir die Ausfuhrung der Berechnung missen diesen Projektnebenkosten
noch ein entsprechender Kostentreiber (Rotor, Nabenhohe, Leistung) und ein Kos-
tentreiberfaktor zugeordnet werden. Diese Zuordnung ist in der Realitat nicht im-
mer ganz eindeutig. Hier wurde versucht, den besten Treiber aus den drei Kate-
gorien zu wahlen. Im gewahlten Beispiel fiihrt eine Verdopplung der spezifischen
Leistung bei gleicher Anzahl der Anlagen zu einer Verdopplung der Kosten flr
Netzanbindung, sonstige Kosten und die interne Parkverkabelung. Im Falle einer
Erhéhung der Anlagenleistung von 1 MW auf 2 MW wiurden also die Kosten der
Netzanbindung von 79.000 EUR auf 158.000 EUR steigen.
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Tabelle 20: Kostentreiber Projektkosten Windenergie
. Kosten
Kategorie Treiber Kostent:g:ber-fak- Referenzanlage
[EUR/KW]

ErschlieRung Rotorflache 1 63
Netzanbindung Leistung 1 79
Kompensation Rotorflache 1 33
Planung & Geneh- o 1 fische 1 44
migung

Fundament Nabenhdhe 1 58
Sonstige Leistung 1 24
Interne Parkverka- Leistung 1 24

belung

Die Berechnung der Kosten einer Windenergieanlage erfolgt dabei nach folgender
Formel:

Kosten = 2 (pfef—l)*kf*cc*scc>

komponenten <Treiber
P=Parameter (z. B. Rotorflache)
pref=Parameter der Referenzanlage (z. B. Rotorflache E82)
kf=Kostentreiberfaktor

cc=Komponentenkosten (z. B. Kosten Turm der Referenzanlage)

scc=Anteil der Treibergrdf3e an den Komponentenkosten der Referenzanlage

Kostenannahmen

Die Referenzanlage fur die Kostenparametrisierung basiert auf den Zubauzahlen
des EEG-Erfahrungsberichtes fur das Jahr 2013. Die Nabenhthe betragt 114 m
und die Anlagenleistung ca. 2.500 kW bei einem Rotordurchmesser von 90 m. Die
spezifischen Investitionen flr die Kostenparametrisierung orientieren sich am
EEG-Erfahrungsbericht und betragen 1.200 EUR/KW. Aufgrund der dynamischen
Entwicklung der verschiedenen Anlagenparameter ist eine Abschatzung der Lern-
kurve der einzelnen Komponenten nur schwer mdglich. In der Projektion bis 2050
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findet ein gewisses technologisches Lernen durch die Freigabe hoherer Nabenho-
hen und vergréRRerter Rotoren zu den heutigen Kostensatzen statt. Darliber hinaus
wird eine jahrliche Lernrate von 0,5 % auf die Basiskomponenten der Windturbine
angenommen. Dadurch ergeben sich folgende Korridore fur die spezifischen Ge-
samtinvestitionen der Windenergie; die obere Grenze springt jeweils in den Jah-

ren, in denen im Modell Anlagentypen (Nabenhdhen, Rotor-Generator-Verhaltnis)
neu zugelassen werden.

2500 - ——Untere Grenze der Anlagenauslegung

——ObereGrenze derAn;W

]

N
o
o
o

1500

1000

Spezifische Projektinvestitionen in €/kwW

500

0o +—r—7T7rT T 77T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T

201320152017 2019 2021 2023 2025 2027 2029 2031 2033 2035 2037 2039 2041 2043 2045 2047 2049
Jahr

Abbildung 12: Spannbreite Kosten der Onshore-Windenergie
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Die Kosten fur Wartung und Betrieb werden mit 60 EUR/KW im Startjahr 2013 an-
genommen. Hier wird ebenfalls eine Absenkung von 0,5 % pro Jahr unterstellt.

Auf Basis dieser Kopplung von Kostentreiber und Anlagenauslegung kénnen Na-
benhdhe und spezifische Generatorleistung im Modell optimiert werden. In Abbil-
dung 13 sind die Ergebnisse der Optimierung der Nabenhthe fir das Jahr 2020
und das Jahr 2050 dargestellt. Diese Ergebnisse sind fir alle Szenarien ohne Va-
riation der technischen Annahmen der Windenergie identisch21. Die Darstellung
zeigt, dass das Modell in weiten Teilen des Binnenlandes die maximale Anlagen-
héhe wahlt und nur an guten Standorten und in Klistennahe niedrigere Turmhdhen
als optimale Losung ermittelt.

Abbildung 13: Ergebnisse Optimierung der Nabenhthe

Die Ergebnisse der Optimierung der spezifischen Generatorleistung fur das Jahr
2050 ist in Abbildung 14 fur Deutschland dargestellt. Hier zeigt sich eine an den
Windbedingungen orientierte Verteilung. An schwachen Standorten wird die mini-
male spezifische Generatorleistung von 250 W/m2 gewahlt. Bei steigender
Standortgite fallt die spezifische Generatorleistung hoher aus.

21  Dies gilt fiir alle bisher gerechneten Szenarien.
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FEEER

Abbildung 14: Ergebnisse Optimierung der spezifischen Generatorleistung in
2050 in W/m?2

Nach Abschluss der Anlagenoptimierung kann der spezifische Flachenbedarf pro
MW berechnet werden. Der spezifische Flachenbedarf einer Anlage wird dabei
nach der Formel berechnet, die einer sinnvollen Abstandsregelung innerhalb eines
Windparks entspricht. Hier wird haufig ein Abstand von 5 Rotordurchmessern zwi-
schen den Anlagen und 9 Rotordurchmessern in Hauptwindrichtung empfohlen,
um den Parkeffekt zu reduzieren22, Da Flachen in der Realitat nicht immer einer
optimalen Geometrie folgen, wurde ein Korrekturfaktor von 90 % ergénzt.

5 * Rotorflache pro MW 9 % Rotorflache pro MW
90 %

Spez.Flachenbedarf =

Auf Basis des spezifischen Flachenbedarfes und der verfligbaren Leistung kann
dann das Potenzial fur jede einzelne Kachel bestimmt werden.

Potenzial in MW = Verfiigbare Flache/Spezifischer Flachenbedarf

Die jahrliche Stromerzeugung einer Anlage auf einer Kachel wird errechnet, indem
jeder Kachel ein Gitterpunkt des Wetterdatensatzes COSMO-EU zugeordnet wird.

22 http://dremstarre.dk/wp-content/wind/miller/wind-
power%20web/de/tour/wres/park.htm
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Dieser Wetterdatensatz hat eine raumliche Aufldsung von 7,5 x 7,5 km. Das lang-
jahrige Ertragspotenzial wird berechnet, indem die Weibullverteilung der Wind-
energie fur einen Standort anhand der Wetterdaten 2007-2012 berechnet wird. Die
Ertragsberechnung erfolgt fur die getroffene Anlagenauslegung nach den klassi-
schen Methoden der Ertragsberechnung inkl. Korrektur des Luftdrucks.

Das stiindliche Lastprofil wird ebenfalls anhand des gewahlten Wetterjahres fur die
gewdahlte Anlagenauslegung berechnet. Zur Berlcksichtigung der langfristigen
Standortqualitat wird dieses Profil jedoch noch einmal korrigiert, um das langjah-
rige Mittel des Ertrages zu erreichen. Bei dieser Korrektur wird grof3er Wert darauf
gelegt, dass die Charakteristika der extremen Wetterlagen mit sehr starker oder
sehr schwacher Einspeisung wenig beeinflusst werden.

Am Ende dieses komplexen und sehr rechenintensiven Prozesses enthdlt jede
Kachel Informationen zum verfiigbaren Potenzial in MW, einer mdglichen Vorbe-
legung durch bestehende Anlagen, der Volllaststunden der einzelnen Technologie,
der spezifischen Erzeugungskosten und dem stuindlichen Erzeugungsprofil fir das
ausgewahlte Wetterjahr.

3.34.4 Wind-Offshore

Die Verfahren zur Berechnung der Stromerzeugung der Offshore-Windenergie
sind an die Berechnung der Onshore-Windenergie angelehnt. Aufgrund der deut-
lich homogeneren Windsituation im Offshorebereich und des geringeren Einflus-
ses der detailllierten Anlagenauslegung auf die Gesamtkosten wird fur die Wind-
energie auf See auf eine komplexe, standortabhangige Anlagenauslegung ver-
zZichtet. Folgende Parameter sind fur die Kostenberechnung entscheidend:

o Unterstellte Referenzanlage: Repower 6.2M152
e Nabenhdhe: 110 m

¢ Maximale Wassertiefe: 50 m

o Maximale Kistendistanz: 200 km

In Anlehnung an den EEG-Erfahrungsbericht werden Anlagenkosten in Hohe von
1.500 EUR/KW fir das Jahr 2013 angenommen. Die sonstigen Kosten z.B. fir
Netzanschluss und Genehmigungen bewegen sich im Bereich zwischen 1.300%
und 3.000 EUR/KW. Die Gesamtkosten fur die teuersten Standorte bewegen sich
damit im Bereich von 4.500 EUR/KW und liegen damit im Korridor des aktuellen

23 Die Kosten beziehen sich auf einen Standort mit 10 m Wassertiefe und 10 km Distanz
zur Kiste.
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EEG-Erfahrungsberichtes. Die jahrlichen Kosten fiir Wartung und Betrieb werden
ebenfalls mit 4 % der Investition angenommen und decken damit ebenfalls den
Korridor des Erfahrungsberichtes ab. Im Bereich der Anlagen wird analog zur Ent-
wicklung bei Wind-Onshore eine jahrliche Lernrate von 0,5 %/a unterstellt. Fir die
haufig deutlich hdheren sonstigen Projektkosten wird anfangs von einer héheren
Lernrate von 2 %/a ausgegangen, die dann im weiteren Verlauf nach 2030 auf
1,5 %/a und bis 2050 auf 1 %/a sinkt. Insgesamt ergibt sich damit folgender Korri-
dor fur die spezifischen Projektinvestitionskosten.
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Abbildung 15: Spannbreite Kosten der Offshore-Windenergie

Die Berechnung der verfiigbaren Potenziale und die komplexe Behandlung der
Wetterdaten ist fur Wind-Offshore identisch zu den Berechnungen fir Wind-Ons-
hore. Am Ende dieses Prozesses enthélt jede Kachel Informationen zum verflg-
baren Potenzial in MW, einer mdglichen Vorbelegung durch bestehende Anlagen,
den Volllaststunden der einzelnen Technologie, den spezifischen Erzeugungskos-
ten und ein stindliches Erzeugungsprofil fir das ausgewahlte Wetterjahr.

3.3.45 Beispielhafte Ermittlung von Stromerzeugungskosten fur
verschiedene EE-Technologien in Deutschland

Als Ergebnis der Berechnungen ergeben sich Potenziale, Volllaststunden und Er-
zeugungskosten fiir die verschiedenen Technologien. Dieser sehr komplexe und
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aufwéandige Berechnungsprozess wird fir jedes Szenario neu durchgefiihrt und
bendtigt erhebliche Ressourcen24. Das Ergebnis dieser Berechnungen soll an-
hand einer Kachel in Norddeutschland und einer Kachel in Siddeutschland ver-
deutlicht werden. Dabei ist es wichtig zu beachten, dass es sich lediglich um Bei-
spiele handelt, die nicht reprasentativ fliir ganze Regionen stehen. Beim Vergleich
der Ergebnisse mit aktuellen Stromerzeugungskosten muss beachtet werden,
dass das hier unterstellte langfristige Zinsniveau mit 7 % deutlich tGber den aktuel-
len Werten liegt.

Abbildung 16 zeigt die errechnete Entwicklung der Stromerzeugungskosten fir PV
und Windenergie im Binnenland Schleswig-Holsteins. Glinstigste Stromerzeu-
gungstechnologie in diesem Bereich ist die Windenergie. Die Stromerzeugungs-
kosten erreichen im Jahr 2020 52 EUR/MWh und sinken bis 2050 auf
40 EUR/MWh. Die Stromerzeugungskosten der PV auf Freiflachen erreichen im
Jahr 2020 ca. 92 EUR/MWh und sinken bis auf 58 EUR/MWh bis 2050. Die im
Vergleich zur PV-Freiflache kleineren PV-Aufdachanlagen haben deutlich héhere
Stromerzeugungskosten von 149 EUR/MWh im Jahr 2020, welche bis auf
105 EUR/MWh in 2050 sinken.

Ein anderes Bild zeigt sich bei der Darstellung der Stromerzeugungskosten an ei-
nem ausgewahlten stiddeutschen Standort, dargestellt in Abbildung 17. PV auf
Freiflachen ist dort die Technologie mit den geringsten Stromerzeugungskosten.
Im Jahr 2020 zeigen sich Stromerzeugungskosten von 80 EUR/MWh, welche bis
zum Jahr 2050 auf 50 EUR/MWh absinken. Die Windenergie erreicht an diesem
eher ungunstigen Standort Stromerzeugungskosten von 95 EUR/MWh. Die Kos-
ten sinken bis 2050 auf 71 EUR/MWh. PV-Kleinanlagen auf Dachern erreichen in
dieser Rechnung 2020 Stromerzeugungskosten von 129 EUR/MWh, die bis 2050
auf 92 EUR/MWh absinken.

24 Die Berechnungszeit auf den leistungsstarksten Rechnern des Fraunhofer ISI liegt
derzeit bei 10 h fur die Potenzialberechnung.
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Abbildung 16: Beispiel Stromerzeugungskosten Norddeutschland
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Abbildung 17: Beispiel Stromerzeugungskosten Siiddeutschland

69



Modelle und Modellverbund

3.3.4.6  Aggregation und Disaggregation der EE-Potenziale

Die regionale Berechnung der Potenziale erfolgt auf Basis der Auflésung von mehr
als 9.000 Kacheln in Deutschland bzw. mehr als 360.000 Kacheln in der Gesamt-
region. Auf die Region Europa (ohne Turkei) entfallen dabei ca. 228.000 Kacheln.
Fur jede einzelne Kachel werden auf Basis der bereits dargelegten Methodik zur
Verschneidung von Landnutzung und Wetterdaten Potenziale, Stromerzeugungs-
kosten und Volllaststunden fir die einzelnen Technologien berechnet. Aufgrund
der hohen Anzahl von Variablen kann nicht jede einzelne Kachel in die Optimie-
rung der Stromversorgung einbezogen werden. Aus diesem Grund werden inner-
halb einer Region wie z. B. ,DE 1" Kacheln mit vergleichbaren Erzeugungskosten
fur eine Erzeugungstechnologie zu einer ,Potenzialstufe” zusammengefasst.
Diese Potenzialstufe enthdlt folgende Informationen:

e Summe des Erzeugungspotenzials der einzelnen Kacheln,
durchschnittliche Volllaststunden der Kacheln,
durchschnittliche Erzeugungskosten der Kacheln und

das aggregierte Wetterprofil der einzelnen Kacheln.

Die resultierenden Potenzialstufen in einer Region werden dann im Rahmen der
Systemoptimierung durch das Modell ausgebaut. Die Ergebnisse der Optimierung
werden in einem nachgelagerten Schritt wieder disaggregiert. Als Ergebnis der
Optimierung ist bekannt, wie hoch die ausgebaute Leistung jeder Potenzialstufe in
jedem einzelnen Stitzjahr ist. In den weiteren Auswertungen wird diese Potenzi-
alausschopfung auf die einzelnen Kacheln der Potenzialstufe entsprechend ihres
Anteils am Gesamtpotenzial heruntergebrochen und somit die installierte Leistung
pro Kachel bestimmt. Die installierte Leistung pro Kachel stellt bspw. ein wichtiges
Eingangsdatum fur die Modellnetzanalysen zur Ermittlung des Ausbaubedarfs in
den Verteilungsnetzen dar (siehe Abschnitt 4.2). Gleichzeitig lassen sich hierauf
basierend auch die auf die Netzknoten bezogenen Einspeisezeitreihen der ver-
schiedenen EE-Technologien ermitteln, die fiir die Lastflussanalysen im Ubertra-
gungshetz notwendig sind.

3.3.5 Annahmen zu exogen vorgegebenen EE-Technologien

Neben den in den vorigen Abschnitten erlauterten EE-Technologien, die endogen
ausgebaut werden, sind noch weitere EE-Technologien abgebildet, deren Ausbau
jedoch exogen vorgegeben ist. Fir diese Technologien ist ein endogener Ausbau
aus unterschiedlichen Grinden nicht zweckmaRig: Entweder ist das noch nicht
erschlossene Potenzial zumindest in Deutschland und Europa stark beschrankt,
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wie z. B. bei Wasserkraft, oder die derzeitigen Kosten sind so hoch, dass das Mo-
dell sie endogen nicht ausbauen wirde, wie z. B. bei Wellen- und Gezeitenkraft-
werken und tiefer Geothermie.

Sind fur die Energiewende im Stromsektor nur Wind- und Solarenergie
von Bedeutung?

Durch die - relativ restriktive — exogene Vorgabe der anderen EE-
Stromerzeugungstechnologien kénnte der Verdacht entstehen, dass wir diese
fur die Energiewende fur nicht relevant halten und eine wichtigere Rolle im
Stromsystem kategorisch ausschlief3en. Dies ist nicht der Fall. Viele der bisher
noch nicht stark verbreiteten Technologien wie Wellen- und Gezeitenkraftwerke
oder Geothermie haben in Deutschland ein enormes Stromerzeugungspoten-
zial. Zusatzlich sind viele dieser Technologien durch ein kontinuierliches, anné-
hernd konstantes Erzeugungsprofil gekennzeichnet, was fir eine Systemin-
tegration von Vorteil ist. Leider ist den Technologien auch gemein, dass ihre
Vorteile zurzeit kaum den Nachteil der hohen Kosten aufwiegen kénnen. Unsere
Modelle verzichten auf einen Ausbau, wenn wir die Technologien als Option zur
Verfligung stellen. Nur wenn wir extrem ambitionierte Kostenreduktionen anneh-
men wirden, hatten diese Technologien eine Chance, im Modell im Wettbewerb
mit Wind- und Solartechnologien zu bestehen.

Wie in allen Langfristszenarien darf man sich nicht dazu hinrei3en lassen zu
glauben, den technologischen Fortschritt der ndchsten 35 Jahre exakt vorher-
sagen zu kénnen. Trotzdem miissen sich Plane fir die Umsetzung der energie-
und klimapolitischen Ziele am derzeitigen Stand der Forschung orientieren. Die
Datenlage und Prognosen zu mdoglichen Kostenreduktionen lassen erkennen,
dass fur eine kosteneffiziente Erreichung der Ziele Wind- und Solartechnologien
eine dominante Rolle spielen missen. Wenn in anderen Technologien eine
sprunghafte Entwicklung oder Kostenreduktion stattfindet, miissen die techno-
logischen Konzepte dieser Studie tiberdacht werden. Nach derzeitigem Erkennt-
nisstand aber wirde eine Erhéhung der Anteile weiterer neuer EE-Technologien
die Systemkosten erh6hen.
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3.35.1 Wasserkraft

Im Modell wird zwischen Lauf- und Speicherwasserkraftwerken unterschieden, de-
ren Leistungen und Erzeugung in Tabelle 21 und Tabelle 22 angegeben sind. Fur
Laufwasserkraft wird vereinfacht eine konstante Einspeisung angenommen, die
aus Durchschnitten vergangener Jahre berechnet wird. Die regionale Verteilung
innerhalb Deutschlands wird anhand des EE-Anlagenregisters und weiterer Quel-
len vorgenommen. Fir einige Lander wird die Erzeugung auf Basis von 6&ffentli-
chen Quellen sowie eigenen Abschatzungen im Zeitverlauf angepasst.

Die Stromerzeugung aus Speicherwasserkraftwerken wird durch jahrliche Erzeu-
gungssummen sowie die installierte Leistung begrenzt. Eine genauere Begren-
zung, z. B. durch monatliche Summen, ist zwar mdglich, wurde aber aufgrund der
niedrigen installierten Leistung in Deutschland sowie der auch ohne weitere Ein-
schrankungen plausiblen Ergebnisse nicht vorgenommen.

Tabelle 21: Installierte Leistung und Erzeugung Speicherwasserkraftwerke
Installierte  Installierte  Erzeugung Erzeugung
Leistung in Leistungin in 2020 in 2050
2020 [MW] 2050 [MW] [GWh] [GWh]
Regionencluster "Europa“
Deutschland 1.400 1.400 4.000 4.000
Belgien und Luxemburg 17 17 34 34
Bulgarien und Griechenland 5.033 6.993 8.288 9.476
Frankreich 13.587 13.734 30.304 25.688
Iberische Halbinsel 17.453 22.073 27.822 33.067
Italien 10.008 11.823 24.180 24.539
Norwegen 27.900 30.700 126.483 138.850
Osterreich 4.806 5.418 9.456 9.968
Polen 167 167 501 501
Rumaénien 4.028 4.765 5.364 5.492
Schweiz 6.871 7.547 19.513 20.687
Schweden 16.006 16.317 66.810 68.000
Tschechien 729 729 600 600
Regionencluster "MENA"
Levante 263 350 966 1.273
Tarkei 25.133 43.800 72.000 126.000
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Tabelle 22: Installierte Leistung und Erzeugung der Laufwasserkraftwerke
Installierte  Installierte Erzeugung Erzeugung
Leistung in Leistung in in 2020 in 2050
2020 [MW] 2050 [MW] [GWh] [GWh]
Regionencluster "Europa“
Deutschland 3.946 3.946 16.000 16.000
Baltikum 1.647 1.647 3.904 3.904
Belgien und Luxemburg 126 126 612 612
Britische Inseln 1.776 1.776 6.317 7.086
Bulgarien und Griechenland 68 68 550 1.051
Danemark 11 11 31 31
Finnland 3.133 3.133 14.000 14.000
Frankreich 7.703 7.703 35.700 39.992
Iberische Halbinsel 7.908 7.908 14.306 16.589
Italien 7.792 8.252 16.487 17.461
Niederlande 32 32 97 97
Norwegen 0 0 0 0
Osterreich 6.022 6.022 27.777 32.144
Polen 396 396 2.684 2.684
Rumaénien 2700 3328 11.640 14.276
Schweiz 6.112 6.112 17.124 19.313
Slowakei und Ungarn 1.733 1.733 4.720 4.720
Schweden 0 0 0 0
Tschechien 252 252 1.008 1.008
Regionencluster "MENA"
Agypten 2.961 2.961 12.737 49.737
Algerien 229 229 173 0
Levante 1.261 1.261 2.604 0
Libyen 0 0 0 0
Marokko 1.318 1.318 3.466 500
Saudi Arabien 0 0 0 0
Tunesien 61 61 50 110
Tarkei 0 0 0 0
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3.3.5.2 Stromerzeugung aus Biomasse

In diesem Abschnitt wird die Parametrierung der reinen Stromerzeugung aus Bio-
masse, vornehmlich aus fester Biomasse und Biogas, erdrtert. Der ex-post-Bio-
masseeinsatz in KWK-Anlagen ist in Abschnitt 3.3.2 bereits kurz erlautert. Zu-
nachst soll jedoch kurz erlautert werden, warum der Biomasseeinsatz in der Opti-
mierung exogen vorgegeben wird. Eine endogene Optimierung der eingesetzten
Biomassemenge ist durch den Modellverbund bzw. die Zielsetzung nicht zweck-
mafig: Wie viel Biomasse im Stromsektor sinnvollerweise eingesetzt wird, hangt
stark von den Gesamtemissionen ab. Wirde dies Gber Nebenbedingungen abge-
bildet, gdbe es Verzerrungen innerhalb des europaischen Stromverbunds.
Dadurch kdnnte Stromerzeugung aus Deutschland in Lander verschoben werden,
die im Modell keine expliziten eigenen Emissionsreduktionsziele haben. Des Wei-
teren sind Biomassepreisprognosen Uber den langen Betrachtungshorizont der
Szenarien mit sehr groRen Unsicherheiten verbunden. Hohe Preise wiirde Bio-
masseverstromung vermutlich nahezu vollstandig ausschlie3en, niedrige Preise
dagegen beglnstigen. Im Ergebnis wéare der Biomasseausbau und Einsatz fast
vollstdndig aus den Annahmen zu Preisen und Emissionsobergrenzen bestimmt.
Um dies zu vermeiden, wurden explizit Vorgaben zum Einsatz der Biomasse ge-
troffen.

Fur den Biomasseeinsatz im Stromsektor gelten die folgenden Pramissen bzw.
Annahmen:

1. Biomasse ist ein wertvoller und begrenzter Rohstoff. Fir die bestmaogli-
che Verwendung zwischen den Sektoren sind insbesondere Opportuni-
tatskosten entscheidend. Ist in einem Bereich die nachstteure Option zur
Vermeidung von Emissionen mit deutlich héhere Kosten verbunden (o-
der existiert nicht), ist dort Biomasseeinsatz haufig sinnvoll.

2. Im Stromsektor bringt Biomasseeinsatz im Wesentlichen in zwei Punk-
ten Nutzen: Er stellt eine sehr CO2-arme Stromerzeugung dar und er-
zeugt Flexibilitat.?> Im Stromsektor kann jedoch tber eine Kombination
von anderen EE-Typen wie Wind und PV in Kombination mit gtinstigen
konventionellen Gasturbinen ein &hnlicher Nutzen zu vergleichbaren,
teilweise gunstigeren Kosten erzielt werden.

3. Ein unflexibler Biomasseeinsatz ist spatestens in spateren Dekaden
nicht mehr sinnvoll, da er den zweiten Vorteil der Biomasse, ihre Flexi-
bilitat, zunichtemacht.

25 Die relativ hohe Akzeptanz der Technologien ist ein weiterer Nutzen, der jedoch
schwer im Modell darstellbar oder monetarisierbar ist.
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4. Bei ausreichender Flexibilitat aus anderen Optionen (insbesondere
Netze und DSM) stellt Biomasseverstromung eine relativ teure Flexibili-
tatsoption dar. Die moglichen Kostenreduktionen in den nachsten Deka-
den erscheinen im Vergleich zu anderen Technologien begrenzt.

In der Summe fuhren diese Pramissen dazu, dass die reine Verstromung der Bio-
masse in den Szenarien stark zurtickgefahren und teilweise durch Biomasse-KWK
ersetzt wird. Insbesondere die starre Erzeugung mit hohen Volllaststunden wird
stark reduziert, da sie insbesondere bei hohen EE-Anteilen hinderlich ist und die
Integration der Ubrigen EE-Technologien unndétig verkompliziert bzw. verteuert.

Bei der Abbildung der Biomasse wird grundsatzlich analog zur Wasserkraft vorge-
gangen: Es werden zwei unterschiedliche Einspeisetypen abgebildet, eine kon-
stante Erzeugung und eine flexible. Die konstante Einspeisung reprasentiert das
Einspeiseverhalten unter der alten EEG-Vergitung, die eine mdglichst hohe Ein-
speisung fordert. Die Leistung und Erzeugung dieses Erzeugungstyps geht in den
Szenarien stark zuriick, da sie insbesondere bei hohen EE-Anteilen hinderlich ist
und die Integration der tbrigen EE-Technologie unndétig verkompliziert bzw. ver-
teuert.

Die flexible Einspeisung bildet gewissermalRen das Einspeiseverhalten von Anla-
gen mit Beriicksichtigung der im EEG verankerten Flexibilitdtspramie ab. Die Er-
zeugung wird durch die installierte Leistung sowie eine festgelegte Jahresenergie-
menge bestimmt. Die Volllaststunden der installierten Leistung sinken in den spéa-
teren Dekaden auf 4.500 Stunden pro Jahr, was eine flexiblere Einspeisung er-
maglicht.

Die Vorgaben bezuglich der europdischen Nachbarlander basieren auf verschie-
denen anderen Quellen, im Wesentlichen der Nationalen EE-Aktionsplane [Euro-
paische Kommission 2013]. Dabei wird davon ausgegangen, dass 75 % der Ener-
giemenge flexibel eingespeist wird und 25 % als unflexibles Grundlastband laufen.
Fur die MENA-Region wurde davon ausgegangen, dass auch zukinftig keine nen-
nenswerten Biomasseleistungen installiert werden, inshesondere da mit CSP eine
weitere flexible und in den sidlichen Breitengraden deutlich glinstigere Technolo-
gie zur Verfligung steht.

3.3.5.3 Stromerzeugung aus weiteren EE-Technologien

In Deutschland wird im Modell als einzige weitere neue Technologie Stromerzeu-
gung aus tiefer Geothermie abgebildet. Die installierte Leistung und Stromerzeu-
gung basieren auf den nationalen Aktionsplanen, werden jedoch aus den oben
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genannten Grinden nicht weiter ausgebaut. Die Stromerzeugung aus Geothermie
in Deutschland wird mit ca. 1,5 TWh/a angenommen und orientiert sich damit an
der Entwicklung des nationalen Aktionsplans und wird Uber das Jahr konstant ein-

gespeist.

In anderen Landern spielen dartiber hinaus auch andere neue Technologien eine
gewisse Rolle. Hier sind insbesondere Wellen- und Gezeitenkraftwerke zu nennen,
die ebenfalls auf die in den jeweiligen nationalen Aktionspl&dnen angegebenen
Werte ausgebaut und danach konstant gehalten werden.

Tabelle 23: Installierte Leistung und Erzeugung flr Stromerzeugung aus Bio-

masse und Biogas

Installierte  Installierte  Erzeugung Erzeugung

Leistung in  Leistung in in 2020 in 2050

2020 [MW] 2050 [MW] [GWh] [GWh]
Deutschland 6.700 1.340 40.200 6.030
Baltikum 739 739 3.807 3.807
Belgien und Luxemburg 1.618 2.157 9.196 12.262
Britische Inseln 7.734 7.734 31.265 31.265
E{;Igarien und Griechen- 964 964 4575 4575
Danemark 1.880 1.880 8.851 8.851
Finnland 5.260 5.260 19.245 19.245
Frankreich 6.224 6.224 30.871 30.871
Iberische Halbinsel 7.219 7.219 33.587 33.587
Italien 9.067 9.067 29.063 29.063
Niederlande 2.948 2.948 16.639 16.639
Norwegen 188 188 938 938
Osterreich 1.669 1.669 10.317 10.317
Polen 3.740 3.740 14.219 14.219
Rumanien 575 575 2.900 2.900
Schweiz 769 769 342 342
Slowakei und Ungarn 1.855 1.855 10.531 10.531
Schweden 4,740 4.740 20.903 20.903
Tschechien 649 649 3.923 3.923
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3.4 Modellierung des Ubertragungs- und der Vertei-
lungsnetze

Die modellierte regionen-/grenziberschreitende Handels-/Austauschkapazitat in
Enertile bildet die Leistungsfahigkeit des bestehenden Ubertragungsnetzes und
somit die vorhandene Netzkapazitat ab. Je héher die Leistungsfahigkeit des Net-
zes ausgepragt ist, desto mehr Freiheitsgrade besitzt die angebotsseitige Ausbau-
planung hinsichtlich der Standortwahl der Einspeisungen und Verbraucher. Bei
Vorgabe einer beispielsweise unbegrenzten Handels-/Austauschkapazitat (,Kup-
ferplatte) muss die angebotsseitige Ausbauplanung hinsichtlich der Standortwahl
keine Netzrestriktionen bericksichtigen und kdnnte auf die unter Gesichtspunkten
des Dargebots attraktivsten EE-Standorte zurtickgreifen. Insbesondere grof3rau-
mige Portfolioeffekte der EE-Erzeugung kdénnten dann uneingeschrankt genutzt
werden, was u. a. den Bedarf an konventioneller Erzeugung (und ggf. Speichern)
reduziert.

Ist die Netzkapazitat hingegen begrenzt, muss ein Kostenoptimum unter Abwa-
gung von Netzausbaukosten und regionaler Verschiebung von Einspeisungen und
zum Teil Verbrauchern gefunden werden. Tendenziell fiihren geringe Netzausbau-
kosten dazu, dass weiterhin die aus Sicht der Erzeuger und Verbraucher attrak-
tivsten Standorte bevorzugt werden und der Netzausbau der Entwicklung des Er-
zeugungsparks folgt. Hohe Netzausbaukosten hingegen konnen dazu fihren,
dass sich sowohl Erzeugung als auch Verbrauch sich weniger lokal konzentriert
ansiedeln, sondern sich weitrdumiger verteilen, um die noch verfigbare freie und
nicht ausgenutzte Netzkapazitat zu nutzen und Netzausbau zu vermeiden. Weiter-
hin kénnte ein technologiespezifischer Wechsel stattfinden. Hohe Netzausbaukos-
ten kdnnen zusatzlich eine verbrauchsnahe Ansiedlung von Erzeugern férdern.

Die Beriicksichtigung von Ubertragungsverlusten zwischen den Regionen be-
grenzt systematisch den systemweiten Stromaustausch und fuhrt in der Tendenz
dazu, dass sich die Erzeugung direkt verbrauchsnah ansiedeln wird, um Verluste
der Stromubertragung zu vermeiden. Auch hier ist als Folge steigender Ubertra-
gungsverluste eine technologiespezifisch unterschiedliche Auspragung des Erzeu-
gungssystems denkbar.

Bei den Wechselwirkungen zwischen der Entwicklung von Erzeugung und Ver-
brauch auf der einen Seite und den Netzen auf der anderen Seite ist zu differen-
zieren nach Ubertragungs- und Verteilungsnetzen: Der Verteilungsnetzausbau
wird maf3geblich von der kleinraumigen, lokalen zeitgleichen Balance zwischen
Einspeisung und Verbrauch bedingt und wird somit hauptsachlich von der lokalen
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EE-Verteilung und nachfrageseitigen Entwicklungen beeinflusst. Bei der Modellie-
rung des Ubertragungsnetzes miissen dariiber hinaus groRraumige Wechselwir-
kungen beispielsweise hinsichtlich Uberregionaler bestehender Austauschpotenzi-
ale und -bedarfe oder langenspezifischer Ubertragungsverluste beriicksichtigt
werden. Im Folgenden werden daher die Modellierungen des Ubertragungsnetzes
und der Verteilungsnetze in der angebotsseitigen Ausbauplanung getrennt be-
schrieben.

3.4.1 Ubertragungsnetz

Im Hinblick auf das Ubertragungsnetz ist es grundsétzliches Ziel der Untersuchun-
gen, Veranderungen in den Anforderungen an die Ubertragungsnetze zu ermitteln.
Diese Anforderungen ergeben sich aus einer Veranderung (Zunahme) der kosten-
optimalen Transportkapazitaten. Zur Quantifizierung dieser Veranderung und de-
ren Kostenbewertung wird die Zunahme an zusétzlicher Transportkapazitat in den
vorliegenden Untersuchungen in Kilometern gemessen, die sich an Netzausbau-
und -verstarkungsbedarf ergeben, wenn dieser zusatzliche Bedarf an Transport-
kapazitat mit den heute im Ubertragungsnetz verwendeten Technologien umge-
setzt wirde. Neue Netztechnologien kdnnten langfristig grundsatzlich dazu fihren,
dass zusatzliche Transportkapazitat auch auf anderem Wege bereitgestellt wer-
den konnte, d. h. teilweise ohne den hier errechneten Bedarf an neuen oder ver-
starkten Stromkreisen und Trassen.

Dies ist insbesondere im Hinblick auf die in Kapitel 4 beschriebene Vorgehens-
weise bei der Ermittlung des Netzausbaubedarfs in Deutschland im Ubertragungs-
netz relevant. Da dies aber Grundlage auch fir die hier beschriebene Modellierung
der Ubertragungsnetze im Rahmen der angebotsseitigen Ausbauplanung Enertile
ist, ist dies auch fur die nachfolgenden Erlauterungen relevant — insbesondere im
Hinblick auf die Kostenparametrierung.

3.4.1.1 Handels-/Austauschkapazitaten

Die Ubertragungsnetzmodellierung beeinflusst nicht nur die angebotsseitige Aus-
bauplanung, sondern umgekehrt ist die angebotsseitige Ausbauplanung auch mit
Ruckwirkungen auf die Netzparametrierung und insbesondere der initialen Bestim-
mung der bestehenden regionen-/grenziberschreitenden Handels-/Austauschka-
pazitat verbunden. Im Rahmen der angebotsseitigen Ausbauplanung werden die
madglichen Stromaustausche tber ein Modell von Net Transfer Capacities (NTC)
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abgebildet, das fiir jede Grenze die maximal mogliche Austauschleistung je Rich-
tung vorgibt. Der Stromaustausch zwischen zwei Regionen ist in einem vermasch-
ten Drehstromnetz naturgemaf aber immer auch mit physikalischen Stromfliissen
uber die Ubertragungsnetze benachbarter Netzregionen verbunden (Loop-Flows),
die Uber ein NTC-Modell nicht explizit abgebildet werden kdnnen. Diese Strom-
fluisse kénnen sich beim gleichzeitigen Stromaustausch zwischen mehreren Regi-
onen Uberlagern und somit zu Netzengpassen fihren, wodurch sie im Rahmen der
angebotsseitigen Ausbauplanung bertcksichtigt werden muissen.

Die Hohe der Handels- und Austauschkapazitaten zwischen den Regionen muss
somit auf das Niveau parametriert werden, welches unter Berticksichtigung von
Loop-Flows aus netztechnischer Sicht gerade noch zuléassig ist und nicht zu
Netzengpassen fuhrt. Da das Austauschverhalten zwischen den Regionen aber
nicht ex ante bekannt ist, sondern gerade ein Ergebnis der angebotsseitigen Aus-
bausimulation darstellt, die H6he der Netzkapazitat wiederum Einfluss auf die Aus-
bauplanung und somit auf die Austauschmuster hat, ist ein iteratives Verfahren zur
Abbildungen dieser Wechselwirkungen notwendig.

Die initialen NTC-Werte werden unter Bertcksichtigung des sich in der angebots-
seitigen Ausbauplanung einstellenden Austauschverhaltens und der HOhe der
Austausche zwischen den Regionen bestimmt. Auf dieser Basis wird unter Ver-
wendung eines PTDF-Ansatzes (Power Transfer Distribution Factors) die sich er-
gebende Netzbelastung bestimmt. Im Vergleich zu NTC-Ansatzen, die lediglich in
der Lage sind, bidirektionale Stromflisse abzubilden, werden bei PTDF-Ansatzen
explizit Loop-Flows mit betrachtet. Somit kann die im NTC-Ansatz enthaltende Un-
schérfe durch den PTDF-Ansatz bestimmt und, wo notwendig, korrigiert werden.

Dieses iterative Vorgehen wird bei angepassten Annahmen fur die angebotsseitige
Ausbauplanung (bspw. andere Vorgaben zum verfligbaren Technologieportfolio)
wiederholt oder wenigstens Uberpriift. Dieser Schritt ist notwendig, da sich in Ab-
héangigkeit der szenariospezifischen Annahmen die Austauschmuster innerhalb
Europas zum Teil deutlich unterscheiden konnen und die Ruckwirkungen auf das
Ubertragungsnetz entsprechend nachgepflegt werden missen.

34.1.2 Netzausbaukosten

Aufgrund der im vermaschten Drehstromnetz charakteristischen Loop-Flows ist
letztlich nicht immer eindeutig transparent, welcher physische Netzengpass fur die
Dimensionierung einzelner NTC-Werte maR3geblichen Einfluss hat. Im Umkehr-
schluss ist zusétzlich nicht direkt ersichtlich, welcher Netzausbau zur Erhéhung
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einer bestimmten Handels-/Austauschkapazitat notwendig ist, was es mitunter
schwierig macht, die Hohe der Netzausbaukosten in das richtige Verhaltnis zur
Erhéhung der Handelskapazitaten zu setzen.

Eine durch die angebotsseitige Ausbauplanung ermittelte NTC-Erh6hung an einer
Grenze kann beispielsweise Netzausbau an anderen Grenzen oder auch innerhalb
anderer Regionen implizieren. Im Extremfall kann eine NTC-Erh6éhung an einer
Grenze sich ausschlie3lich aus physischen Netzausbau- oder -verstarkungsmaf3-
nahmen zwischen oder in anderen Regionen ergeben.

Um diese Wechselwirkungen zwischen den modellierten Handelskapazitaten, den
tatsachlichen Stromflissen und den daraus resultierenden Engpassen abzubilden,
wird in der angebotsseitigen Ausbauplanung im Rahmen der Modellierung der
Netzausbaukosten zwischen zwei Regionen auch notwendiger Netzausbau in den
angrenzenden Regionen eingepreist. Dieser anteilige Kostenfaktor wird auf Basis
von grenzscharfen, lastflussbasierten PTDF-Modellen bestimmt und muss bei ver-
anderten Rahmenbedingungen der angebotsseitigen Ausbauplanung (bspw. an-
dere Vorgaben zum verfigbaren Technologieportfolio) ebenfalls neu bestimmt
werden.

3.4.1.3 Netzverluste

Um die Hohe der Ubertragungsnetzverluste zwischen zwei Regionen bestimmen
zu kénnen, wird ebenfalls ein lastflussbasierter Ansatz gewahlt, da auch hier Loop-
Flows grenzspezifisch einen hohen Einfluss auf die tatsachliche , Transportentfer-
nung” der ausgetauschten Strommenge und somit auf die Netzverluste haben kén-
nen. Dieser ,Umwegfaktor* wird durch grenzscharfe Lastflussberechnungen be-
stimmt. Dabei werden durchschnittliche Ubertragungsnetzverluste von 0,85 % je
100 km angenommen, was die durchschnittliche systemweite Netznutzung durch
die angebotsseitige Ausbaumodellierung widerspiegelt, die auf Basis stiindlicher
Netzberechnungen verifiziert wurde.

3414 NTC-Stufenmodell

Neben der initialen, fur regionen-/grenziiberschreitenden Stromhandel verfligba-
ren Netzkapazitat, den Netzausbaukosten und den Netzverlusten beeinflussen
weitere Faktoren die Netzausbaupotenziale, also den maximal moglichen Netz-
ausbau. So ist davon auszugehen, dass nicht zuletzt aufgrund technischer Reali-
sierungsmaoglichkeiten der innerhalb eines Zeitraums umsetzbare Netzausbau be-
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grenzt ist. Wirde das Ubertragungsnetz ausschlieRlich auf Basis der initialen Netz-
kapazitat, der Netzausbaukosten und der Netzverluste modelliert, dann kénnte in
der Optimierung der angebotsseitigen Ausbauplanung nicht verhindert werden,
dass

¢ die insgesamt zugebauten Netzkapazitaten in Summe zu hoch ausfallen,

e der Zubau innerhalb eines gewissen Zeitraums zu schnell erfolgt und

e der Zubau sich auf eine gewisse Anzahl an ,gunstigen Verbindungen
fokussiert

und die Netzergebnisse somit unter Umstanden unrealistisch erscheinen kénnen.
Aus diesem Grund wird das zuvor beschriebene NTC-Modell zu einem Stufenmo-
dell weiterentwickelt, bei dem der mdgliche Netzausbau sowohl in seiner Héhe als
auch Uber den Zeitraum begrenzt ist und mit zunehmendem Ausbau teurer wird.
Dass die Netzausbaukosten an einer Grenze mit steigender NTC-Erhdhung zu-
nehmen, liegt beispielsweise darin begriindet, dass zunéchst die kostengunstigs-
ten Ausbauprojekte durchgefihrt werden und somit flir nachgelagerte Ausbaupro-
jekte schlechtere Rahmenbedingungen (bspw. Einfluss der Umgebungsbedingun-
gen) gelten. Zusatzlich treiben insbesondere spétere Ausbauprojekte an einer
Grenze auch die notwendigen inlandischen Netzverstarkungsmafinahmen, was
ebenfalls durch Abbildung eines Stufenmodells berlcksichtigt wird.

2030 2040 2050
Kosten [€] Kosten [€] Kosten [€]

>
>

NTC-Erhéhung [MW] NTC-Erhdhung [MW] NTC-Erhdhung [MW]

Optimierungszeitraum

Abbildung 18: Erweitertes Stufenmodell zur Abbildung von Netzausbau und
-kosten an einer Grenze

Die so weiterentwickelte Modellierung fiihrt gegeniiber der Abbildung von nur einer
Stufe zu einer systemweiten Verteilung des Netzausbaus infolge einer Reduktion
von hohen NTC-Zubauten und einer Verstarkung von niedrigen NTC-Zubauten.
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Die Netzausbaukosten (H6he der Stufen) und das Netzausbaupotenzial (Breite der
Stufen) werden dabei fur jede Grenze individuell bestimmt. Fir die Netzausbau-
kosten malRgeblich relevant sind — neben den fir dieses Projekt verwendeten
Standardkostenansatzen fur die verschiedenen Betriebsmittel (insbesondere Ka-
bel und Freileitungen, siehe Abschnitt 4.1.4) — die Luftlinienentfernungen zwischen
den Mittelpunkten der Netzregionen, um die mit steigendem NTC notwendigen in-
landischen NetzverstarkungsmalRnahmen abzubilden. Zusatzlich werden bei
Landverbindungen die Auswirkungen der Loop-Flows und somit der in den Nach-
barregionen notwendige Netzausbau in den Ausbaukosten mit berticksichtigt. Bei
Seeverbindungen ist eine Einpreisung von Loop-Flows nicht notwendig — die Netz-
ausbaukosten ergeben sich hier ausschliel3lich aus den Distanzen zwischen den
Landern. Allerdings wird dabei nach dem Anteil der See- und der Landverbindung
in den Kostenparametern unterschieden. Auch bei Seeverbindungen sind die Kos-
ten mit steigendem NTC zunehmend, da der inlandische Netzausbau, der zum
Transport der gehandelten Strommengen zu bzw. von den Konverterstationen not-
wendig ist, in beiden Regionen stetig ansteigt.

Das Netzausbaupotenzial wird grenzscharf fur jede Dekade begrenzt: Fur das
Stiitzjahr 2020 wird der Ubertragungsnetzausbau exogen vorgegeben und stiitzt
sich auf momentan anvisierte Netzausbauprojekte wie beispielsweise TYNDP-
(Ten Year Network Development Plan), EnLAG- (Energieleitungsausbaugesetz)
und BBPIG-(Bundesbedarfsplangesetz)-Vorhaben. Ist eine Inbetriebnahme dieser
Projekte erst nach 2020 vorgesehen, werden sie entsprechend auch erst fur das
Stitzjahr 2030 als umgesetzt angenommen. Fir 2020 besitzt die angebotsseitige
Ausbauplanung daruiber hinaus keinen weiteren Freiheitsgrad beziiglich des Uber-
tragungsnetzausbaus. Fir die Folgejahre kann sie unter Abwagung von Kosten
gezielt Netzausbau grenzscharf vornehmen. Das ihr dafir maximal zur Verfliigung
stehende Zubaupotenzial je Stutzjahr orientiert sich dabei an den bereits beste-
henden Interkonnektoren (NTC-Werten) zwischen den Regionen. Um realitats-
nahe Zubaupotenziale zu generieren sowie die zeitliche Entwicklung hinsichtlich
Effizienzsteigerungen bei der Planung und Inbetriebnahme von Leitungen zu be-
ricksichtigen, werden folgende maximale und minimale Grenzen zwischen den
Dekaden vorgegeben:

e 2020 bis 2030: Verdopplung des NTCs von 2020 mdglich, aber mindes-
tens 3 GW Zubau mdglich

e 2030 bhis 2040: Verdopplung bis maximal 7,5 GW mdglich

e 2040 bis 2050: Verdopplung bis maximal 10 GW moglich

82



Langfristszenarien fur die Transformation des Energiesystems

Fiur eine Grenze, die in 2020 beispielhaft einen NTC von 2,5 GW besitzt, wirde
sich der fur die angebotsseitige Ausbauplanung mégliche Netzausbau in Abhan-
gigkeit der Stitzjahre in dem in Tabelle 24 dargestellten Korridor bewegen:

Tabelle 24: Bandbreiten des moglichen Netzausbaus an einer fiktiven
Grenze
Statzjahr Min. NTC [GW] Max. NTC [GW]
2020 2,5 2,5
2030 2,5 55
2040 2,5 11
2050 2,5 21

Aufgrund der mit dem Netzausbau deutlich ansteigenden Kosten wird der maximal
zulassige NTC in 2050 nur in Ausnahmeféllen von der angebotsseitigen Ausbau-
planung vollstandig genutzt.

3.4.1.5 Deutsches Netzregionenmodell

Die modellierten Lander verfigen zum Teil Gber technologiespezifisch regional
deutlich unterschiedliche Standortqualitdten und auch unterschiedliche Niveaus
des Stromverbrauchs. Beispielsweise verfligen insbesondere kistennahe Regio-
nen aufgrund des tberdurchschnittlich hohen Winddargebots Uber eine hohe At-
traktivitat fur die Installation von Windenergieanlagen, wahrend sich Industrien und
somit Lastschwerpunkte davon losgeldst historisch auch im Landesinneren ange-
siedelt haben. Daher ist zu erwarten, dass auch innerhalb eines Landes zwischen
diesen Regionen regelmaRig ein hoher Stromtransport stattfinden wird.

Weiterhin unterscheiden sich diese inlandischen Regionen zum Teil deutlich hin-
sichtlich ihrer bestehenden Ubertragungsnetzinfrastruktur, die begrenzend auf den
potenziell méglichen Stromtransport zwischen Regionen wirkt. Um diese regionen-
spezifischen Unterschiede im Rahmen der Ausbauplanung adaquat zu berick-
sichtigen, ist es sinnvoll, Deutschland in unterschiedliche Netzregionen einzuteilen
und den mdglichen Stromaustausch in seiner Hohe zwischen diesen Regionen auf
das netzvertragliche Mald zu begrenzen. Ein tUber dieses Mal3 hinausgehender
Stromtransport erfordert weiteren Netzausbau. Grundsatzlich kénnen auch weitere
Lander in einzelne Regionen unterteilt werden. Allerdings wurde unter Bertcksich-
tigung der rechentechnischen Praktikabilitdt und der Genauigkeit der im Fokus ste-
henden Ergebnisse diese regionenscharfe Unterteilung lediglich fur Deutschland
durchgefuhrt.
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Unter Verwendung des bereits oben beschriebenen Stufenmodells und des erwei-
terten NTC-Ansatzes kénnen die heutige Netzstruktur und ihre Leistungsfahigkeit,
Ubertragungsverluste sowie die Netzausbaukosten und -potenziale innerhalb
Deutschlands modelliert werden. Folgende Abbildung veranschaulicht einen mog-
lichen Regionenzuschnitt innerhalb Deutschlands. Szenarienspezifisch sind wei-
tere sinnvoll erscheinende Netzregionen flr Deutschland denkbar.
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Abbildung 19: Beispielhafte Darstellung eines méglichen Regionenzuschnittes
in Deutschland

Innerhalb einer Region ist aus Sicht der angebotsseitigen Ausbauplanung ein un-
begrenzter (und auch verlustfreier) Stromaustausch méglich. Um unter dieser Préa-
misse einen sinnvollen Regionenzuschnitt zu bestimmen, missen die regionen-
spezifischen Unterschiede hinsichtlich des heutigen und des antizipierten Last-
und Erzeugungssystems unter Beriicksichtigung der Netzinfrastruktur naher her-
ausgearbeitet werden. Beispielsweise verfiigen in der oben dargestellten Zonie-
rung die Regionen ,DE 1" und ,DE 2" Uber giinstige Windpotenziale, wahrend hin-
gegen Region ,DE 6“ insbesondere fur PV-Anlagen aufgrund des hohen Angebots
an Globalstrahlung attraktiv ist. Charakteristisch fir Region ,DE 3“ ist eine hohe
Durchdringung industrieller Lasten und ein im Vergleich zu Restdeutschland hohes
Verbrauchsniveau, wahrend Region ,DE 4" Nord- und Stddeutschland koppelt und
somit insbesondere Ubertragungsaufgaben ibernimmt.
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Um die spateren Ergebnisse regional zuordnen zu kénnen, wird bei der spateren
Prasentation von Ergebnissen die oben dargestellte Einteilung Deutschlands
durch sechs Netzregionen gewahlt. Innerhalb der szenarienspezifischen Modellie-
rung kann es zwar notwendig sein, deutlich mehr Netzregionen zu modellieren,
allerdings werden diese fiir die Ergebnisdarstellung wieder im Sinne der Vergleich-
barkeit zu den sechs dargestellten Netzregionen aggregiert.

3.4.2 Verteilungsnetze

Eine explizite Beriicksichtigung der Verteilungsnetze im Sinne einer Integration der
Modelle zur Bestimmung des Netzausbaubedarfs in die Modellierung der nach-
frage- und angebotsseitigen Modelle ist weder rechentechnisch praktikabel mog-
lich noch angesichts der erzielbaren Genauigkeit, bspw. bei den zu treffenden An-
nahmen fur die Rahmenparameter, erforderlich. Wechselwirkungen kénnen insbe-
sondere auftreten zwischen EE-Ausbau, Zuwachs E-Mobilitat, Zuwachs Strom-
warmepumpen auf der einen und dem Netzausbaubedarf auf der anderen Seite.
Far die Gbrigen (nicht Stromwéarmepumpen bestreffenden) Power-to-Heat-Anwen-
dungen wird angenommen, dass sie primar der Optimierung einer Warmebedarfs-
deckung, z. B. von Fernwarmesystemen, dienen und daher an bestehenden Netz-
verknidpfungspunkten, z. B. aktiven oder ehemaligen Kraftwerksstandorten, ange-
schlossen werden. Somit bestehen keine Wechselwirkungen mit dem Verteilungs-
netzausbau und es wird insbesondere kein zusatzlicher Ausbau verursacht. Ver-
einfachend wird daher bei der Netzmodellierung davon ausgegangen, dass Power-
to-Heat-Anwendungen (gilt fir nicht Stromwarmepumpen) unmittelbar an das
Ubertragungsnetz angeschlossen werden. Weiterhin wird angenommen, dass an
den entsprechenden Anschlusspunkten der Power-to-Heat-Anlagen ans Ubertra-
gungsnetz ausreichende Anschlusskapazitaten vorhanden sind, so dass hierdurch
keine zuséatzlichen Kosten entstehen.

Elektrofahrzeuge haben im Gegensatz zu allen anderen Stromverbrauchern die
Eigenschaft, rAumlich nicht fest einem Netzanschlusspunkt zugeordnet zu sein.
Dies kann grundsatzlich zur Folge haben, dass ein und dasselbe Elektrofahrzeug
zu unterschiedlichen Zeiten an unterschiedlichen Orten geladen wird, was wiede-
rum zur Folge hat, dass die bendtigte Netzanschlusskapazitat an verschiedenen
Stellen des Netzes vorgehalten werden muss. Somit wirde ein Lastzuwachs bei
E-Mobilen einen héheren Netzausbaubedarf erfordern als ein gleich hoher Lastzu-
wachs bei stationdren Verbrauchern. Eine Auswertung der Ladezeitreihen der
Enertile-Berechnungen hat allerdings gezeigt, dass Ladevorgange bei einer auf
eine Minimierung der Gesamtkosten ausgerichteten Optimierung Uberwiegend auf
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ein zusammenhangendes Zeitfenster eines Tages konzentriert sind, was zu dem
Schluss flhrt, dass der Uberwiegende Teil des Ladebedarfs der E-Fahrzeuge an
einem Ort stattfindet. Dies wiederum legt den Schluss nahe, dass es ausreicht, bei
der Netzdimensionierung die E-Fahrzeuge genauso zu behandeln wie stationare
Verbraucher. 26 VVoranalysen unter Nutzung der nachfrageseitigen Modelle haben
gezeigt, dass die mit dem Zubau von E-Fahrzeugen verbundenen zusatzlichen
Netzkosten, die grundsatzliche Vorzugswurdigkeit von E-Fahrzeugen gegeniber
anderen Alternativen im Verkehrssektor, z. B. Wasserstoffmobilitat, nicht in Frage
stellen. Somit kann auf eine explizite Berticksichtigung der Wechselwirkungen zwi-
schen dem Zubau von E-Fahrzeugen und dem Verteilungsnetzausbau in den
nachfrage- und angebotsseitigen Modelle verzichtet werden.27

In &hnlicher Weise haben Voranalysen fur den Zubau von Warmepumpen gezeigt,
dass die mit dem Zubau von Warmepumpen verbundenen zusatzlichen Netzkos-
ten die grundsétzliche Vorzugswirdigkeit von Warmepumpen gegentber anderen
Alternativen im Warmesektor auf lange Sicht nicht grundsatzlich in Frage stellen.
Somit kann auf eine explizite Berlicksichtigung der Wechselwirkungen zwischen
dem Zubau von Stromwarmepumpen und dem Verteilungsnetzausbau in den
nachfrage- und angebotsseitigen Modellen ebenfalls verzichtet werden.28

Demgegentber sollten die grundsatzlichen Wechselwirkungen zwischen EE-
Ausbau und Netzausbau bereits bei der Optimierung der Angebotsseite be-
ricksichtigt werden. Hierfur wird der nachfolgend beschriebene Weg beschritten.

26 Dies konnte grundsatzlich eine Unterschatzung des Netzausbaubedarfs darstellen,
wenn man davon ausgeht, dass fir die Netzdimensionierung — entgegen dem durch
Enertile ermittelten, optimalen Einsatzszenario — auch ein Einsatzszenario betrachtet
werden muss, in dem E-Fahrzeuge auch an einem anderen, zweiten Ort geladen wer-
den, an dem dann ebenfalls entsprechende Netzkapazitat vorzuhalten ware. Hierbei
ist einerseits zu berlicksichtigen, dass dieser Effekt umso weniger bedeutsam ist,
desto gro3raumiger die betrachteten Netzgebiete sind, da die Wahrscheinlichkeit
deutlich ansteigt, dass sich dieser zweite Ort im gleichen Netzgebiet befindet und so-
mit die Dimensionierung der Umspannungsebene nicht mehr beeinflusst. Dies gilt so-
mit fur hohere Netzebenen (NE 2 und NE 3) im Besonderen. Gleichzeitig ist zu be-
ricksichtigen, dass in den eingesetzten Modellen keine explizite Modellierung von
netzdienlichem Lastmanagement erfolgt, was in der Praxis aber ggf. den Netzausbau-
bedarf senkt. Dies wirkt der tendenziellen Unterschatzung entgegen.

27 Diese Aussage bedeutet nicht, dass durch den Ausbau der Elektromobilitat keine Ver-
teilungsnetzkosten entstehen. Lediglich ist eine explizite Beriicksichtigung der durch
E-Fahrzeuge ausgeldsten Verteilungsnetzausbaukosten in Enertile oder den nachfra-
geseitigen Modellen nicht erforderlich, da aus den Voranalysen zu erwarten ist, dass
deren Beriicksichtigung keine Auswirkungen auf die Modellentscheidungen, namlich
die Hohe des Zubaus von E-Fahrzeugen hétte. Die Vernachlassigung der Wechsel-
wirkungen stellt somit eine zulassige Vereinfachung dar.

28  FuRnote 27 gilt hier entsprechend.
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Hierzu wurden zuné&chst Voranalysen durchgefiihrt um zu analysieren, inwieweit
sich eine optimale EE-Ausbauplanung langfristig unter Beriicksichtigung der an-
gestrebten EE-Ausbauziele bei einer Berticksichtigung der verteilungsnetzseitigen
Wirkungen von derjenigen unterscheidet, bei der die Netzwirkungen nicht beachtet
werden. Dabei hat sich gezeigt, dass es vom konkreten Szenario abhangt, ob und
inwieweit sich Unterschiede ergeben, die eine explizite Beriicksichtigung der ver-
teilungsnetzseitigen Wirkungen in der EE-Ausbauoptimierung nahelegen.

Unabhéangig vom Szenario sind bestimmte Zusammenhange relevant:

Alle Verteilungsnetze weisen in gewissem Umfang implizite Reserven fir die Auf-
nahme von EE- und sonstigen Erzeugungsleistungen auf. Dies liegt zum einen
daran, dass den Einspeiseleistungen in den allermeisten Féllen eine gewisse Last
gegenubersteht, die lokal zu einer teilweisen ,,Ausldschung® der Leistungen fiihrt;
dies gilt auch fiir Zeiten niedrigen Verbrauchs. Zum anderen sind in bestehenden
Netzen meist auch Rickspeisungen in gewissem Umfang zulassig, bevor Strom-
oder (meist relevant) Spannungsgrenzen erreicht werden.

Oberhalb dieser Ausbauschwellen kann der Zusammenhang zwischen Einspei-
seleistung auf der einen und Umfang und Kosten des Netzausbaus auf der ande-
ren Seite als ndherungsweise linear betrachtet werden. Da der Netzausbau auch
in Verteilungsnetzen in Stufen erfolgen muss (z. B. durch Zubau von Leitungen
oder Transformatoren), gilt der genannte lineare Zusammenhang naturlich nicht
fur das konkrete einzelne Netzgebiet; Uber eine Vielzahl von Netzen hinweg (wie
in der vorliegenden Studie) ist es jedoch zuldssig, den Zusammenhang zu lineari-
sieren.

Die Hohe der Ausbauschwellen, also die Frage, wie viel Erzeugungsleistung in ein
Netz integriert werden kann, ohne es ausbauen zu muissen, héangt von verschie-
denen Faktoren ab. Mal3geblich sind folgende Faktoren:

e Netzebene: In hoheren Netzebenen ist aufgrund der héheren Durchmi-
schung auch zu Schwachlastzeiten grundsétzlich von einer héheren si-
cher verfugbaren Belastung in Verbrauchsrichtung auszugehen. Damit
sind die impliziten Reserven fir die Integration von EE-Anlagen in hohe-
ren Netzebenen grundsatzlich héher als in niedrigeren.

o Typ der Erzeugungsanlage: Die Einspeisecharakteristik von PV-Anlagen
weist grundsatzlich eine gewisse Korrelation mit der Last auf. Die Ein-
speisespitze (zu Mittagszeiten) fallt mit Zeiten zusammen, in denen auch
die Last tendenziell hohe Werte aufweist. Demgegentber existiert bei
Windenergieanlagen (WEA) praktisch keine Korrelation zwischen der
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Hohe der Einspeiseleistung und der Hohe der Last. Somit liegt die Aus-
bauschwelle (ausgehend von einem fiktiven System ohne bereits ange-
schlossene EE-Anlagen) fir WEA-Leistung niedriger als fir PV-
Leistung. Gleichzeitig ist aber zu bertcksichtigen, dass WEA Uberwie-
gend in héheren Netzebenen (in denen die Ausbauschwellen grundsatz-
lich héher sind) angeschlossen werden als PV-Anlagen.

Je nach Szenario wurde im Rahmen der vorliegenden Studie letztlich einer der
beiden folgenden Wege zur Nachbildung der Wechselwirkungen zwischen EE-
Zubau und Verteilungsnetzausbau beschritten:

Je nach Szenario wurde im Rahmen der vorliegenden Studie letztlich einer der
beiden folgenden Wege zur Nachbildung der Wechselwirkungen zwischen EE-
Zubau und Verteilungsnetzausbau beschritten:
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Die Wechselwirkungen werden nicht explizit berticksichtigt. Dies ist in
den Szenarien der Fall, in denen

— entweder aufgrund sonstiger gesetzter Rahmenbedingungen keine
Freiheitsgrade beim Ausbau bestehen, die zu veranderten Netzkos-
ten fuhren wirden; dies kann z. B. dann der Fall sein, wenn auf-
grund der anzustrebenden ggf. technologiespezifisch definierten
EE-Ausbauziele keine Potenziale fur eine Verschiebung von EE-
Anlagen an andere aus Sicht des Verteilnetzausbaus giinstigere
Standorte bestehen. Selbst wenn der angebotsseitigen Ausbaupla-
nung die durch den EE-Ausbau verursachten zusatzlichen Vertei-
lungsnetzkosten ,bekannt* waren, hatte dies keinen Einfluss auf die
Ausbauentscheidung.

— oder die Voranalysen zwar zeigen, dass grundsatzlich Abtausch-
potenziale (Standort mit Netzausbau vs. Standort [ggf. andere
Technologie] ohne Netzausbau bestehen), sich allerdings auch
ohne detaillierte Rechnung bereits Uberschlagig (unter Zuhilfen-
ahme zulassiger Naherungen) abschatzen lasst, dass ein solcher
Abtausch bei einer Kostenoptimierung nicht zum Zuge kédme oder
der Abtausch in jedem Fall eindeutig wéare und dann bereits explizit
vorgegeben werden kann.

Es werden technologiespezifische Vorgaben bei der EE-
Zubauoptimierung bericksichtigt. Eine Berucksichtigung von Netzaus-
baukosten bei der EE-Zubauoptimierung kann zu einem Gesamtkosten-
vorteil fihren, wenn die durch eine Standortsteuerung vermeidbaren
Netzausbaukosten héher sind als die hoheren Erzeugungskosten auf-
grund dann schlechterer Standorte. Voranalysen haben gezeigt, dass
ein solcher Vorteil nur bei PV-Aufdachanlagen zu erzielen ist, da hier die
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Standortnachteile bei Verlagerung an andere Standorte kleiner sind als
die einsparbaren Netzausbaukosten. Letztere sind bei PV-
Aufdachanlagen (deutlich) héher als bei PV-Freiflachenanlagen und ins-
besondere auch héher als bei WEA. Dies liegt daran, dass ein Netzaus-
bau in der Regel nicht nur die Anschlussnetzebene, sondern auch alle
uberlagerten Netzebenen betrifft. Folglich muissen bei PV-
Aufdachanlagen, die an die NS-Ebene angeschlossen werden, die
Netze der Niederspannungs-(NS-), der Mittelspannungs-(MS-), und der
Hochspannungs-(HS)-Ebene ausgebaut werden, wahrend z. B. bei Ons-
hore-WEA nur die HS-Ebene und teilweise (je nach Lage der Anschluss-
netzebene) die MS-Ebene ausgebaut werden muss.

Somit werden fur diejenigen Szenarien, bei denen eine netzorientierte Steuerung
des EE-Zubaus grundsatzlich vorgesehen werden soll, zum einen Angaben zu den
0. g. Ausbauschwellen und zum anderen zu den spezifischen Netzausbaukosten
gemacht:

e Die spezifischen Netzausbaukosten fiir PV-Aufdachanlagen werden
grundsétzlich angesetzt mit 300 EUR/KW.

e Die Hbhe der Ausbauschwellen ist in hohem Maf3e abhangig von der
durch den Zubau der Ubrigen EE-Technologien bestimmten ,Vorbelas-
tung” der Netze und damit szenarienspezifisch. Angaben zu den jeweils
bertcksichtigten Ausbauschwellen finden sich deshalb in den Berichts-
modulen zu den jeweiligen Szenarien.

Die Hohe der aus Sicht der Verteilungsnetze relevanten Erzeugungsleistung hangt
grundsatzlich nicht nur von der Zahl und installierten Leistung der verschiedenen
EE-Anlagentypen ab, sondern natirlich auch von deren Einsatz. Grundsatzlich
wird hier von einem marktbasierten Einsatz ausgegangen, gleichzeitig wird aller-
dings mit Blick auf den Netzausbaubedarf angenommen, dass Einspeisemanage-
ment zur Spitzenkappung eingesetzt wird. Nahere Ausfihrungen zu den diesbe-
zuglichen Annahmen finden sich in Abschnitt 4.2.4 unter dem Spiegelpunkt
Hochsteinspeisung je Erzeugungsanschlusspunkt. Uber diese Spitzenkappung
hinausgehend wird kein netzdienlicher Einsatz beriicksichtigt, da erwartet wird,
dass bei einem noch weitergehenden Eingriff in die Erzeugung der diesbezigliche
Nutzen (Vermeidung von Netzausbaukosten) kleiner ist als der dabei entstehende
Schaden (EE-Abregelungen).
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3.5 Auswertungsgrofien

Das Enertile-Modell liefert umfangreiche Ergebnisse, die als Basis fir die weiteren
Analysen dienen. Zentrale Basis fir die Analysen sind dabei die Daten zu Strom-
erzeugung und installierter Kapazitat. Die Erzeugungsdaten liegen fir alle Tech-
nologien in stundenscharfer und jahrlicher Auflésung fiir jede einzelne Region vor.
Die jahrlichen Daten zeigen die generellen Trends im Erzeugungsmix. Ausge-
wahlte stundenscharfe Daten kdnnen analysiert werden, um im Detail zu verste-
hen, wie das optimierte Stromversorgungssystem auf unterschiedliche Wetterpha-
nomene reagiert. Die installierte Leistung zeigt die Entwicklung der Infrastrukturen.
Im Zusammenspiel mit den Erzeugungsdaten lasst sich damit auch die Auslastung
von verschiedenen Kraftwerkstypen analysieren. Im langfristigen Vergleich lassen
sich damit auch Trends, z. B. in der Reaktion auf CO»-Preise, ablesen.

Neben den Erzeugungsdaten kdnnen auch die zugeordneten Brennstoffverbrau-
che auf jahrlicher Basis ausgewertet werden. Diese bilden wiederum die Grund-
lage fUr die Berechnung der CO»-Emissionen. Die CO»-Emissionen liegen eben-
falls jahrlich, differenziert nach Region und Erzeugungstechnologie, vor. Im Be-
reich der KWK erfolgt in diesem Projekt eine Aufteilung auf Basis der sog. ,Finni-
schen Methode*.

Ein weiterer zentraler Aspekt und Zielgré3e der Optimierung ist die Entwicklung
der Kosten. Diese liegen aufgeteilt nach Kapitalkosten (als Annuitat), Wartungs-
kosten und Brennstoffkosten ebenfalls fir jede Technologie und Region vor.

Im Bereich der Abbildung der Netze besteht eine wichtige Schnittstelle im Rahmen
des Projektes. Das Enertile-Modell bildet im Rahmen der Optimierung Ausbau und
Nutzung der Stromhandelskapazitaten zwischen Regionen ab. Diese vereinfachte
Abbildung des Netzes wird mit den detaillierten Netzmodellen gekoppelt und ite-
riert, bis sich ein konsolidiertes Bild der Modellierungen ergibt. Aufgrund der deut-
lich héheren Auflésungen erfolgt die Analyse des eigentlichen Ausbaus des deut-
schen Ubertragungs- und der Verteilungsnetze auf Basis der Modelle zur Last-
fluss- und Modellnetzanalyse. Die Ergebnisse des Enertile-Modells bzgl. der Han-
delsflisse zwischen Regionen und des Ausbaus der Handelskapazitat dienen da-
bei als wichtige Hintergrundinformation, um die Treiber hinter den Entwicklungen
des Netzausbaus zu verstehen. Aufgrund des gewahlten Ansatzes zur Abbildung
der Kostenwirkungen im Ubertragungsnetz in Enertile mittels eines weiterentwi-
ckelten NTC-Ansatzes (siehe Abschnitt 3.4.1) lassen sich aus den Ergebnissen
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aus Enertile Rickschliisse zumindest auf die GréRenordnung des europaweit er-
forderlichen Ausbaus der Ubertragungsnetze ziehen. Von dem Ausbau der Vertei-
lungsnetze im Ausland wird dagegen vollstandig abstrahiert.

Ein weiterer wichtiger Fokus der Analysen in dieser Studie ist die regionale Vertei-
lung der erneuerbaren Energien. Im Abschnitt 3.3.4 ist beschrieben, dass das Mo-
dell den Ausbau der erneuerbaren Energien in so genannten Kacheln auflést. Die
Gesamtregion EUMENA besteht dabei aus mehr als 360.000 Kacheln und
Deutschland aus mehr als 9.000 Kacheln. Der Ausbau der erneuerbaren Energien
liegt fUr die wichtigsten Technologien dabei auf dieser Auflésungsebene vor. Diese
Daten liefern eine wichtige Grundlage fir die Verteilnetzmodellierung in den
Consentec-Modellen. Auf dieser Basis erfolgt eine Iteration der Modellfamilien bis
zur Konvergenz. Die resultierenden hochaufgelosten Ergebnisse erméglichen
dann zwei zentrale Analysen.

Ein erster wichtiger Aspekt ist, dass die regionalen Ergebnisse zeigen, wie eine
kostenoptimale regionale Allokation der erneuerbaren Energien unter Bertcksich-
tigung von Netzkosten aussehen kann. Dabei sollten trotz der hohen Auflésung
des Datensatzes nicht die einzelne Kachel im Vordergrund stehen, sondern die
generellen Trends, die sich im Rahmen der regionalen Ausbaumuster gut erken-
nen lassen.

Die hochaufgeloste Verteilung des Ausbaus der erneuerbaren Energien, die im
Rahmen der Windenergie zuséatzlich Daten zu Nabenhéhen umfasst, ermdglichen
ferner in der angeschlossenen Analyse der Umweltwirkungen ein besseres Ver-
standnis der regionalen Flachenbelastungen. Diese kénnen durch eine Uberlage-
rung mit vorhandenen Daten zur Landnutzung vertieft werden, um z. B. die 6kolo-
gischen Auswirkungen in Waldgebieten zu analysieren. Diese Aspekte werden fur
im Berichtsmodul U ,Okologische Evaluierung der Szenarien* diskutiert.

3.6 Blockscharfe Kraftwerkseinsatzsimulation (OptEK)

Die Ergebnisse der optimierten, angebotsseitigen Ausbauplanung mit Enertile sind
Grundlage einer detaillierten, blockscharfen und stiindlichen Kraftwerkseinsatzmo-
dellierung unter Berticksichtigung zeitkoppelnder Restriktionen. Das Ziel dieses
Berechnungsschrittes besteht in einer Verifizierung der technischen Zulassigkeit
des in der angebotsseitigen Ausbauplanung ermittelten Einsatzes technischer Ein-
heiten. Im Vergleich zur angebotsseitigen Ausbauplanung wird daher ein Uber-
gang von technologiespezifisch aggregierten Kraftwerken auf eine blockscharfe
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Kraftwerkseinsatzmodellierung vorgenommen, die weitere technische Randbedin-
gungen, bspw. Mindestbetriebs- und -stillstandszeiten, detaillierter beriicksichtigt.
Dies erlaubt zum einen detaillierte Analysen zur Nutzung von Flexibilitatspotenzi-
alen und zum anderen wirde auch erkannt, ob es bei den in der Ausbauplanung
zwangslaufig erforderlichen Modellvereinfachungen ggf. zu unzulédssigen Genau-
igkeitsverlusten, insbesondere hinsichtlich technischer Randbedingungen gekom-
men ist. Letzteres wirde dann zu einer Rickkopplung zwischen den Modellen
Enertile und OptEK und zu entsprechenden lterationen fihren. Entsprechen die
Ergebnisse der zeitkoppelnden blockscharfen Kraftwerkseinsatzmodellierung hin-
reichend genau den Ergebnissen der angebotsseitigen Ausbauplanung, ist dieser
Verifizierungsschritt abgeschlossen. Verbleibende minimale Abweichungen beim
Kraftwerkseinsatz und infolgedessen beispielsweise bei Emissionen sind dann
nicht mehr relevant und kénnen direkt aus der angebotsseitigen Ausbauplanung
ubernommen werden.

Im Gegensatz zur Ausbauplanung ist eine Ubergreifende und gleichzeitige Opti-
mierung Uber alle Betrachtungsjahre nicht erforderlich, da die Ausbauentscheidun-
gen gerade aus einer solchen Ubergreifenden Optimierung im vorherigen Schritt
ermittelt wurden und von dieser Gbernommen werden. Im Rahmen der Kraft-
werkseinsatzmodellierung reicht es aus, den Betrachtungs- und Optimierungsbe-
reich auf ein Jahr zu verkleinern und die Berechnungen fir jedes Betrachtungsjahr
einzeln durchzufihren. Die fur die Betrachtung eines Jahres geltenden zeitkop-
pelnden Restriktionen fur die Kraftwerkseinsatzentscheidung werden hingegen be-
riicksichtigt.

Zusétzlich wird der geographische Betrachtungsbereich auf Deutschland und
seine Nachbarlander sowie Italien begrenzt. Der stiindliche Austausch mit dann
nicht mehr explizit abgebildeten Landern wird exogen festgelegt und aus den Er-
gebnissen der Ausbauplanung tbernommen. Die Betrachtung nur noch einzelner
Jahre und Lander verkleinert das Optimierungsproblem und erlaubt somit eine de-
taillierte Betrachtung zusatzlicher Randbedingungen wie bspw. Mindestbetriebs-
und -stillstandszeiten oder Gradienten.

Randbedingung der blockscharfen und stiindlichen Kraftwerkseinsatzmodellierung
ist eine Deckung der Stromnachfrage, die entsprechend der Ergebnisse aus den
vorhergehenden Schritten abgeleitet wird und neben der konventionellen Strom-
nachfrage auch neue Technologien wie E-Mobilitdt oder Warmepumpen bertick-
sichtigt. EE-Ausbau, dessen regionale Verteilung und die sich daraus ergebenden
EE-Einspeiseprofile sind ebenfalls Bestandteil der vorgelagerten Ausbauplanung.
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Der Freiheitsgrad der Kraftwerkseinsatzoptimierung erlaubt zuséatzlich einen opti-
mierten Einsatz der EE-Anlagen, der bei dargebotsabhéngigen Anlagen in be-
stimmten Situationen — beispielsweise, wenn es aus Sicht des Gesamtsystems
sinnvoll ist — zu einer Abregelung der Anlagen fihren kann. Zugleich kann es auch
aus netztechnischen Grinden zu einer solchen Abregelung kommen, wenn die
verfligbaren Netzkapazitaten nicht ausreichen, um die in einer Region zu einem
bestimmten Zeitpunkt erzeugten EE-Mengen aufzunehmen. Eine Abregelung, die
aufgrund lokaler bzw. innerzonaler Engpéasse im Ubertragungs- und/oder Vertei-
lungsnetz erforderlich sein kdnnte, wird in diesem Schritt jedoch nicht betrachtet,
sondern erfolgt in einem nachgelagerten Schritt im Rahmen der Netzberechnun-
gen (siehe Kapitel 4).

Netzseitige Restriktionen werden Uber das gleiche abstrahierte Netzmodell (siehe
hierzu Abschnitt 3.4) wie in der Ausbauplanung abgebildet. Der Unterschied ist
jedoch, dass die Hohe der verfugbaren Ubertragungskapazitiaten zwischen Regi-
onen in diesem Schritt kein Freiheitsgrad ist, sondern als feste Randbedingung
von der optimierten, angebotsseitigen Ausbauplanung Gbernommen wird.

Die von der angebotsseitigen Ausbauplanung ermittelten aggregierten Kraftwerks-
neubauten werden fur die blockscharfe Kraftwerkseinsatzoptimierung in einzelne
Kraftwerksblocke aufgeltst. Dabei werden typisierte Blécke mit einer Kraftwerks-
konfiguration entsprechend nachfolgender Tabelle 25 angenommen. Ferner wer-
den Beschrankungen des Kraftwerkseinsatzes angenommen, wie sie in Tabelle
26 dargelegt sind. Wirkungsgrade werden aus der Modellierung in Enertile Uber-
nommen. Fur Bestandskraftwerke liegt die identische Datenbank derzeitiger Kraft-
werke zugrunde wie in der angebotsseitigen Ausbauplanung; die Daten kdnnen
somit ohne weitere Anpassungen direkt Ubernommen werden.

Tabelle 25: Angenommene Blockgro3e der Kraftwerke
Technologie BlockgrofRe [MW]
Kernenergie 1.000
Braunkohle 800
Steinkohle 600
ol 400
Erdgas (GuD) 250
Erdgas (GT) 250
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Tabelle 26: Angenommene Beschrankungen des Kraftwerkseinsatzes

Kraftwerkstyp Mindestleistung betwlerll(iigi Mlsnt:iztssztggi

(In % Pray) [h] [h]
Braunkohle — alt 60 8 8
Braunkohle — aktuell 50 8 8
Braunkohle — neu 40 6 6
Steinkohle — alt 40 6 6
Steinkohle — aktuell 30 4 4
Steinkohle — neu 20 3 3
GuD — alt 50 6 6
GuD - aktuell 40 5 5
GuD - neu 30 4 4
Gas GT —alt 30 <1 <1
Gas GT — aktuell 20 <1 <1
Gas GT — neu 20 <1 <1
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4 Modelle zur Ermittlung des Netzausbaubedarfs
in Deutschland

Aufbauend auf den Ergebnissen zum Zubau und Einsatz der verschiedenen
Stromerzeugungstechnologien und der lastseitigen Flexibilitdétsoptionen erfolgt die
detaillierte Ermittlung des Ausbaubedarfs im deutschen Ubertragungsnetz und in
den Verteilungsnetzen. Hierfir kommen fiir das Ubertragungs- und die Vertei-
lungsnetze unterschiedliche Modelle zum Einsatz, deren Funktionsweise und Pa-
rametrierung nachfolgend erlautert wird.

4.1 Ubertragungsnetz

Im Hinblick auf das Ubertragungsnetz ist es grundsétzliches Ziel der Untersuchun-
gen, Veranderungen in den Anforderungen an die Ubertragungsnetze zu ermitteln.
Diese Anforderungen ergeben sich aus einer Veranderung (Zunahme) der kosten-
optimalen Transportkapazitaten. Zur Quantifizierung dieser Veranderung und de-
ren Kostenbewertung wird die Zunahme an zusétzlicher Transportkapazitat in den
vorliegenden Untersuchungen in Kilometern gemessen, die sich an Netzausbau-
und -verstarkungsbedarf ergeben, wenn dieser zusatzliche Bedarf an Transport-
kapazitat mit den heute im Ubertragungsnetz verwendeten Technologien umge-
setzt werden sollen. Neue Netztechnologien kénnten langfristig grundséatzlich dazu
fuhren, dass zusétzliche Transportkapazitat auch auf anderem Wege bereitgestellt
werden konnte, d. h. teilweise ohne den hier errechneten Bedarf an neuen oder
verstarkten Stromkreisen und Trassen.

Um den durch die angebotsseitige Ausbauplanung ermittelten Ubertragungsnetz-
ausbau in leitungsscharfe Netzausbau- und -verstarkungsmafnahmen zu Uberfih-
ren, sind detaillierte Lastflussberechnungen in Kombination mit Schwachstellen-
und Engpassanalysen im Ubertragungsnetz notwendig. Im Folgenden wird zu-
nachst beschrieben, wie die Ergebnisse der angebotsseitigen Ausbauplanung und
die Ergebnisse der blockscharfen Kraftwerkseinsatzplanung bei der Erstellung von
stindlichen Lastflussdatensatzen Bertcksichtigung finden, um anschlieRend die
Methodik zur Ermittlung der leitungsscharfen Netzausbau- und -verstarkungsmarf-
nahmen detaillierter vorzustellen. Der Abschnitt schlie3t mit Annahmen und Kos-
tenanséatzen.
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41.1 Generierung stundlicher Lastflussdatensatze

Lastflussdatensatze vereinen die Informationen des Netzzustandes wie die
Netztopologie und die technischen Eigenschaften der Betriebsmittel mit den Infor-
mationen Uber das Verhalten der Einspeisungen und Verbraucher fir einen kon-
kreten Zeitpunkt. Zur Generierung der Lastflussdatensatze werden die standort-
scharfen Lasten und Einspeisungen in ein leitungsscharfes Netzmodell des euro-
paischen Ubertragungsnetzes tberfiihrt. In diesem Netzmodell sind alle Betriebs-
mittel abgebildet, deren primares Ziel in einer weitraumigen Ubertragung des Stro-
mes von den Erzeugern hin zu den Verbrauchszentren besteht. In Deutschland
betrifft dies hauptsachlich die Hochstspannungsebene — und somit Betriebsmittel
der 380- und 220-kV-Spannungsebenen. In anderen Landern, beispielsweise Déa-
nemark, werden darlber hinaus auch unterlagerte Spannungsebenen umfassend
zur StromuUbertragung eingesetzt, die ebenfalls im Netzmodell adaquat abgebildet
werden. Die folgende Abbildung stellt einen Ausschnitt des verwendeten Netzmo-
dells der Ubertragungsnetzebene grafisch dar.

Abbildung 20: Ausschnitt aus dem europaischen Netzmodell

Um detaillierte Lastflussrechnungen im Ubertragungsnetz zu einem speziellen
Zeitpunkt, beispielsweise einer Stunde, durchfiihren zu kdnnen, ist eine Kenntnis
der genauen Last- und Einspeisesituation, also die exakte Hohe und Verteilung
der Einspeisungen und des Verbrauchs zu diesem Zeitpunkt, notwendig. Das
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Ubertragungsnetz ist von dem Verteilungsnetz, das in Deutschland die Nieder- bis
einschliellich die Hochspannungsebene umfasst und dessen primare Funktion
aus der Stromverteilung innerhalb einer Region von der Ubernahme an den Um-
spannwerken bis hin zum Letztverbraucher besteht, abzugrenzen?. Im Rahmen
der Ubertragungsnetzmodellierung koénnen somit die unterlagerten Verbraucher
und Einspeiser fur den Versorgungsbereich eines Umspannwerkes, das die
Schnittstelle zwischen der Ubertragungs- und Verteilungsebene bildet, aggregiert
betrachtet und die Last- und Einspeisesituation adéaquat bericksichtigt werden.

Zur Ermittlung der fir die Netzberechnungen erforderlichen Héhe und rdumlichen
Verteilung der stiindlichen Last- bzw. Einspeisezeitreihen eignen sich die Ergeb-
nisse der blockscharfen und stiindlichen Kraftwerkseinsatzmodellierung, bei der
neben den konventionellen Kraftwerken und dargebotsabhangigen Einspeisern
wie Wind- und PV-Anlagen auch Flexibilitdten wie E-Mobilitat, Einspeisemanage-
ment oder Speicher detailliert abgebildet werden. Aus den stundenscharfen Er-
gebnissen kann direkt die Hohe der kraftwerksscharfen Einspeisungen und der
Lasten abgeleitet werden. Fir die Kraftwerkseinsatzmodellierung ist es fiir das Er-
gebnis allerdings innerhalb einer Region nicht von Relevanz, wo sich die Einspei-
ser und Verbraucher im Detail ansiedeln, da lokal geltende Netzrestriktionen im
Rahmen der Kraftwerkseinsatzmodellierung nicht detailliert abgebildet werden.
Dies betrifft insbesondere Technologien, deren Grenzkosten von der exakten
Standortwahl lediglich geringfiigig oder gar nicht tangiert werden. Ein Beispiel hier-
fur liefern konventionelle Kraftwerke, deren Primarenergiepreis innerhalb einer Re-
gion als konstant angenommen wird und deren genauer Standort innerhalb der
Region somit fur die Kraftwerkseinsatzplanung nicht von Relevanz ist. Um den-
noch diesen Technologien im Rahmen der Netzberechnungen einen festen Stand-
ort zuzuordnen, muss dieser fir Kraftwerksneubauten zunachst dahingehend aus-
gewahlt werden, dass der Einfluss auf Netznebenbedingungen eine adaquate Be-
rucksichtigung findet. Fur heute bereits bestehende Kraftwerke und Verbraucher
ist der Netzanschlusspunkt bekannt, so dass fir diese Kraftwerke die Problematik
nicht gilt.

Zur Auffindung netztechnisch gunstiger Standorte fir Kraftwerksneubauten kann
sich als erster Schritt an den heute bestehenden Kraftwerksstandorten orientiert
werden. Wird beispielsweise ein bestehendes Kraftwerk in einer Region altersbe-
dingt stillgelegt, darauf folgend aber ein neues Kraftwerk in derselben Region in

29 In einigen Regionen besteht die Aufgabe der Verteilungsnetze bereits heute (und ins-
besondere auch zukiinftig) in einem Umgang mit Erzeugungsuiberschiissen und somit
umgekehrten Stromflissen.
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Betrieb genommen, kann der gleiche Kraftwerksanschluss im Ubertragungsnetz
verwendet werden, solange die installierte Leistung des neuen Kraftwerks nicht die
des alten Ubersteigt. Um dariber hinaus weitere infrastrukturelle Randbedingun-
gen, wie beispielsweise eine Flussnahe bei Kraftwerken mit notwendiger Kohlean-
lieferung oder eine Anbindung an das Gasfernleitungsnetz fir Gaskraftwerke, zu
bertcksichtigen, werden diese Faktoren bei der Zuordnung der Kraftwerksstand-
orte berlcksichtigt. Als Indikator kdnnen hierfur die heutigen Bestandskraftwerke
und ihre Anbindung im Ubertragungsnetz herangezogen werden.

Kann mit diesem Vorgehen nicht allen Kraftwerkszubauten ein Standort zugewie-
sen werden, wird das Spektrum der potenziellen Standorte um die Standorte er-
weitert, bei denen im Rahmen der angebotsseitigen Ausbauplanung Bestands-
kraftwerke stillgelegt, aber noch keine neuen Kraftwerke angeschlossen wurden.
Beispielhaft sind die heutigen Kernenergiekraftwerke tiberdurchschnittlich stark in
das Ubertragungsnetz eingebunden, so dass diese Standorte unter Beriicksichti-
gung von Netzaspekten potenziell auch fiir Kraftwerke anderer Primérenergien at-
traktiv erscheinen kénnen. Hierbei sind zusatzlich die Wechselwirkungen mit — me-
thodisch nachgelagerten — Netzplanungsaspekten zu berlcksichtigen: Aufgrund
ihrer leistungsstarken Anbindung in das Hochstspannungsnetz werden die Kern-
energiestandorte auch als potenzielle Standortmoéglichkeiten der Konverterstatio-
nen im Rahmen der DC-Korridore (Direct Current, Gleichstrom) diskutiert.

Von diesen Standortiiberlegungen sind nicht diejenigen Technologien betroffen,
bei denen die genaue Auswahl des Standortes sehr wohl Einfluss auf das Poten-
zial und somit den Einsatz der Technologie hat. Bei dargebotsabhangigen Tech-
nologien (inshesondere Wind und PV) erfolgt der Neubau direkt unter Berticksich-
tigung der standortspezifischen Dargebotspotenziale. Somit kann bei diesen Tech-
nologien die —fiir die Netzmodellierung erforderliche — Zuordnung zu Versorgungs-
bereichen von Umspannwerken bereits als Ergebnis der angebotsseitigen Aus-
bauplanung tbernommen werden.

Die Auswahl der Verknipfungspunkte fir den Anschluss der Offshore-Windparks
an das Ubertragungsnetz erfolgt in Anlehnung an den Netzentwicklungsplan (Offs-
hore) der deutschen Ubertragungsnetzbetreiber. Daraus resultiert, dass der An-
schluss nicht ausschlieR3lich an kiistennahe Umspannwerke, sondern auch weiter
im Landesinneren erfolgt.

Die raumliche Verteilung heute bestehender sowie im Rahmen der angebotsseiti-
gen Ausbauplanung neu hinzukommender Verbraucher wird fur jedes Berech-
nungsjahr als konstant angenommen und der heutigen Verteilung gleichgesetzt.
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4.1.2 Ermittlung von Netzengpassen im Ubertragungsnetz

Um die Netzbelastungen des deutschen Ubertragungsnetzes zu simulieren, ist es
ausreichend, Deutschland inklusive seiner Nachbarlander sowie Italien im Rah-
men der Netzmodellierung explizit zu bertcksichtigen. Fir den Austausch mit
sonstigen Landern, beispielsweise Grof3britannien oder Spanien, ist es hinrei-
chend, wenn der durch die blockscharfe Kraftwerkseinsatzplanung bestimmte
Stromaustausch mit diesen aul3erhalb des Betrachtungsbereiches liegenden Lan-
dern an den Interkonnektoren eingepragt wird.

Fur diesen Betrachtungsbereich kdnnen dann auf Basis von Netzanalysen die
stiindlichen Lastflisse im Ubertragungsnetz simuliert werden. Im ENTSO-E-
Netzgebiet (European Network of Transmission System Operators), dem auch das
deutsche Ubertragungsnetz zugehorig ist, ist es die Pflicht der Ubertragungsnetz-
betreiber, strenge Sicherheitsrichtlinien im Rahmen des operativen Netzbetriebes
einzuhalten. Dazu z&ahlt die Anforderung, dass es durch den stérungsbedingten
Ausfall einer Komponente (Netzbetriebsmittel, Erzeugungseinheit) nicht zu unzu-
lassigen Einschrankungen der Ubertragungsfunktion kommen darf. Dabei diirfen
weiterhin die festgelegten technischen Grenzen des Netzes und seiner Betriebs-
mittel nicht verletzt werden, damit es zu keiner Stérungsausweitung auf angren-
zende Netzbereiche kommt. Dieses Kriterium wird als (n-1)-Kriterium bezeichnet.

Ubertragen auf die Netzausbaumodellierung hat dies zur Folge, dass die Aufrecht-
erhaltung des (n-1)-Kriteriums durch stiindliche Netzsicherheitsanalysen verifiziert
werden muss und dabei die tiefgreifenden Verédnderungen des deutschen Ener-
giesystems mit einbezogen werden missen. Hierzu werden sukzessive der Ausfall
jedes Betriebsmittels (insbesondere Leitungen und Transformatoren) im Netzda-
tensatz fur jede Stunde des Jahres simuliert und anschliel3end die durch den Aus-
fall veranderten Stromflisse im Netzmodell durch Lastflussrechnungen neu be-
stimmt. Hierbei festgestellte Grenzwertverletzungen mussen anschlielend im
Rahmen der durchgefihrten Netzausbauplanung behoben werden. Somit wird die
im Rahmen der angebotsseitigen Ausbauplanung ermittelte gesteigerte Anforde-
rung an die Ubertragungsaufgabe des deutschen Netzes beruicksichtigt und kann
dartber hinaus in leitungsscharfe Netzausbau- und -verstdarkungsmal3nahmen
uberfihrt werden.

Als durch Netzausbau zu behebende Netzengpasse werden dabei genau die Net-
zelemente definiert, fur die in mindestens 20 Stunden des Jahres eine (n-1)-Aus-
lastung von tber 110 % festgestellt wird. Diese Definition berlicksichtigt, dass ein
vollstdndig engpassfreies Netz volkswirtschaftlich nicht sinnvoll ist und weiterhin
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Alternativen zum Netzausbau wie beispielsweise RedispatchmalRnahmen, EE-
Abregelung in beschréanktem Umfang, Freileitungsmonitoring, oder auch nahezu
kostenneutrale Eingriffe wie Topologiednderungen (insbesondere Schaltmafinah-
men im fehlerfreien Fall als auch im Storfall) bestehen. Da diese Mal3hahmen aus
rechentechnischen Grinden im Rahmen der Modellierung nicht explizit abgebildet
werden, wird ihr Umfang auf 20 Stunden im Jahr begrenzt. Somit muss keine
exakte Aussage darlber getroffen werden, aus welcher genauen Konstellation
sich diese MaRnahmen zusammensetzen. Das 110-%-Uberlastungskriterium ist
zulassig, da die Vernachlassigung der SchaltmaRnahmen die den UNB zur Verfi-
gung stehende Flexibilitéat der — in der Berechnung als Uber das Jahr konstant an-
genommenen — Netztopologie unterschatzt. Zusatzlich werden im Netzdatensatz
weitestgehend Standardbetriebsmittel angenommen, die zu den in der Praxis ein-
gesetzten Betriebsmitteln im Detail unterschiedliche technische Eigenschaften
aufweisen konnen.

Folgende Grafik stellt beispielhaft alle Uberlasteten Leitungen (d. h. (n-1)-Auslas-
tung >100 %) innerhalb eines Jahres (links) genau den Leitungen gegeniber, die
oben genannte Kriterien erfillen und somit im Rahmen der Netzausbauplanung
behoben werden missen (rechts) und verdeutlicht somit den Einfluss der definier-
ten Netzausbaukriterien.
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Abbildung 21: Gegeniberstellung tberlasteter Leitungen mit auszubauenden
Leitungen

Das definierte Engpasskriterium fiihrt somit dazu, dass sporadische Engpasse
nicht durch Netzausbau behoben werden und der tatsachlich notwendige Netzaus-
bau letztlich nicht Uberschétzt wird.

4.1.3 Netzausbaumethodik

Die verbleibenden Netzengpasse werden anschlielRend unter dem Grundsatz des
NOVA-Prinzips (Netz-Optimierung vor Verstarkung vor Ausbau) behoben, welches
ein etabliertes Prinzip in der Netzausbauplanung der deutschen UNB darstellt und
bspw. auch im Rahmen des Netzentwicklungsplanes angewendet wird. Erfah-
rungsgemald verfiigen Netzausbauvorhaben Uber ein sehr flaches Kostenopti-
mum, was impliziert, dass die gleiche Transport- und Versorgungsaufgabe eines
Netzes mit vergleichbaren Netzmengengeristen, aber unter Umstanden abwei-
chenden Trassenverlaufen erfillt werden kann. Ubertragen auf den Netzausbau
bedeutet dieses flache Kostenoptimum, dass gewisse Freiheitsgrade bei der Aus-
wahl der letztlich durchgefiihrten Netzausbau- und -verstarkungsmafnahmen be-
stehen. Daher werden diverse Grundsatze beim Netzausbau bertcksichtigt:

o Beiregional tbergreifenden Netzbelastungen wird bereits zu Beginn ge-
pruft, ob der Einsatz von DC-Link-Verbindungen unter Kostengesichts-
punkten sinnvoll erscheint. Im Grundsatz muss der DC-Link hierzu mehr
Netzausbau im AC-Ubertragungsnetz (alternating current, Wechsel-
strom) vermeiden, als er selber an antizipierter Trassenldnge in An-
spruch nimmt. Zusatzlich sind die Kosten der Konverterstationen und der
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u. U. szenariospezifischen hoheren Kosten aufgrund der Verkabelungs-
guote mit einzubeziehen. Hierbei ist auch der festgesetzte Anteil der DC-
Verbindungen an den insgesamt notwendigen Netzausbau- und -ver-
starkungsmafnahmen zu berticksichtigen (vgl. Abschnitt 4.1.4).

Bevor eine Netzverstarkung (oder ein Netzausbau) auf der 380-kV-
Ebene vorgenommen wird, wird zunachst gepriift, ob der Engpass durch
Netzausbau auf der regionalen 220-kV-Ebene behoben werden kann
(bspw. durch Ubernahme eines héheren Grundlaststromes).

Aufgrund der fehlenden Divergenz bei den langenspezifischen Kosten-
unterschieden zwischen einem ,,Neubau in bestehender Trasse” und ,Er-
schlieBung einer neuen Trasse" bietet sich oftmals zwischen diesen bei-
den Alternativen ein nahezu kostenneutrales Abtauschpotenzial. Wo
moglich und sinnvoll, wurde daher die Variante ,Neubau in bestehender
Trasse" bevorzugt. Infolgedessen orientieren sich die ermittelten Neu-
bautrassen jeweils eher an der unteren Grenze des Méglichen und kon-
nen beispielsweise nicht direkt mit den im Rahmen des NEP ermittelten
Kennzahlen verglichen werden.

Bevor auf einer bestehenden Trasse ein zusatzliches Parallelsystem in
Betrieb genommen wird, wird zunachst geprift, ob die bestehenden,
Uberlasteten Leitungen durch Hochstrom- bzw. Hochtemperaturleiter-
seile ersetzt werden kdnnen.

Die Altersstruktur des bestehenden Netzes wird — auch aufgrund man-
gelnder Informationsbasis — vernachlassigt. Ein Rickbau bestehender
Betriebsmittel erfolgt somit ausschlie3lich auf Basis notwendiger Netz-
ausbau- oder -verstarkungsmafl3nahmen. Eine altersbedingte Netzver-
starkung (insbesondere der 220-kV-Netzebene) findet ebenfalls nicht
Statt.

Die Netzausbaumethodik bedient sich einer Vorwartsstrategie, bei der fur alle
Stutzjahre (2020 bis 2050) ein zulassiger Netzzustand durch Netzausbau-
und -verstarkungsmalinahmen herbeigefihrt wird, bei dem alle zuvor durch
Schwachstellenanalysen identifizierten Netzengpasse behoben werden. Dem We-
sen der Vorwartsstrategie folgend, werden hierbei ausschliel3lich die Netzausbau-
malinahmen umgesetzt, die fir dieses Stiitzjahr (und insbesondere unter Vernach-
l&ssigung noch nachfolgender Stutzjahre) zum Kostenminimum fihren. Dieses
Vorgehen gleicht auch den heute in der Praxis angewendeten Netzplanungspro-
zessen. Da zusatzlich bereits im Rahmen der angebotsseitigen Ausbauplanung
der zeitraumubergreifende, kostenminimale Netzausbau bestimmt wird, kann die-
ses Vorgehen gut angewendet werden.
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Einordnung der Aussagekraft ermittelter Veranderung des Trassenbe-
stands im Ubertragungsnetz

Der Bedarf fur neue Trassen ergibt sich fur die in diesem Projekt endogen ermit-
telten Netzausbauten unter strikter Umsetzung des NOVA-Prinzips und der im
Rahmen der Netzausbaumethodik verwendeten Annahmen. So gilt grundséatzlich
die Annahme, dass bestehende Leitungen bei Uberlastung durch leistungsstar-
kere ausgetauscht werden kdnnen (220 kV auf 380 kV, konventionelle Technik
durch Hochstrom- bzw. Hochtemperaturleiterseile). Weiterhin haben wir fur die
vorliegenden Untersuchungen die grundséatzliche Annahme getroffen, dass eine
Ausstattung von bestehenden oder neuen Trassen stets mit bis zu vier Leitungs-
systemen mdoglich ist. Dies vernachlassigt, dass in der Realitat zumindest auf heu-
tigen Trassen auch Stromkreise der Verteilungsnetzebene, insbesondere 110-kV-
Ebene (auch Bahnstrom), gefiihrt werden. Dies kann im Einzelfall in der Praxis
dazu fuhren, dass die angenommene Maximalbelegung mit vier Hochstspan-
nungsstromkreisen nicht maglich ist. AuRerdem werden im Rahmen der Netzaus-
bausimulation keine weiterfilhrenden Anforderungen an die konkrete Mal3nahmen-
planung betrachtet. So wird einerseits von netzsicherheitsrelevanten Aspekten in
der Bauphase abstrahiert. Dies kann tendenziell dazu fuhren, dass das Erneue-
rungspotenzial der aktuell in Betrieb befindlichen Leitungen tberschatzt wird und
in der Praxis davon abweichende MafRnahmen, die in der ErschlieBung neuer
Trassen (statt dem Ersatz eines bestehenden Stromkreises) liegen kénnen, not-
wendig sind. Andererseits werden auch z. B. planungs- oder naturschutzrechtliche
Aspekte vernachldssigt. Dies konnte in der Praxis dazu fuhren, dass die Maximal-
belegung von Trassen nicht erreicht werden kann, da die vorgenannten Aspekte
dem ggf. erforderlichen Neubau in bestehender Trasse (einhergehend mit einer
Verédnderung des Mastbildes) entgegenstehen.

In Summe ist daher davon auszugehen, dass der auf diese Weise ermittelte Bedarf
zur Erschlielung neuer Trassen eher unterschatzt wird. Dies gilt insbesondere im
Vergleich zu den Neubaubedarfen, die an anderer Stelle — z. B. von Ubertragungs-
netzbetreibern im Rahmen des NEP-Prozesses — ermittelt werden. Im Vergleich
hierzu kommt zusatzlich der Effekt zum Tragen, dass wir fur unsere Untersuchun-
gen die Altersstruktur bestehender Betriebsmittel vernachlassigen. Dies kann dazu
fuhren, dass sich in unseren Berechnungen der Ersatz eines bestehenden, aber
vergleichsweise neuen Stromkreises als optimale Lésung ergibt, wahrend insbe-
sondere auch unter Berlcksichtigung der regulatorischen Rahmenbedingungen in
der Realitéat ggf. die Errichtung einer neuen Trasse und der Weiterbetrieb des jun-
gen Betriebsmittels bevorzugt wirde.
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Die Auswertungen zu einer Veranderung des Trassenbestands im Ubertragungs-
netz (ausgedriickt in Trassenkilometern), ausgehend vom heutigen Bestand, ba-
sieren auf unserem leitungsscharfen Ubertragungsnetzmodell. Da das Netzmodell
im Kern ein Knoten-Zweig-Modell darstellt, das jeweils Umspannwerke und Strom-
kreise abbildet, dartiber hinaus aber keine Information beinhaltet, welche Leitun-
gen auf welchem Mast und welche Masten wiederum in welcher Trasse verlaufen,
wurden zur Abschéatzung des bestehenden Trassenbestandes (Stichjahr 2013) zu-
satzliche offentliche Quellen, im Wesentlichen 6ffentlich zugéngliche Netzplane,
bertcksichtigt. Wenn auf Basis dieser Netzplane zweifelsfrei ersichtlich ist, dass
unterschiedliche Leitungsverbindungen die gleiche Trasse benutzen, wurden
diese im Rahmen der Bestandsermittlung zusammengefasst. Dabei ist es mdglich,
dass sich die Betriebsspannung der so zusammengefassten Leitungen unterschei-
det. In diesen Fallen erfolgt die Zuordnung der Trasse fur die in diesem Projekt
dargestellten Auswertungen immer zur héchsten Spannungsebene. Dieses Vor-
gehen bildet ab, dass sich die Maststruktur aus Isolationsgrinden an der héchsten
Spannungsebene orientiert. Genaue Werte zum aktuellen Bestand der Trassenki-
lometer sind nicht verdffentlicht, so dass eine Verifizierung dieses Vorgehens nicht
moglich ist. Erste Indizien deuten aber eher auf Uberschatzung der insgesamt in
Deutschland real in Betrieb befindlichen Trassenkilometer durch diese modellba-
sierte Ermittlung hin.

4.1.4 Generelle Annahmen und Kostenansatze

Als Indikator fur den sich in den verschiedenen Szenarien ergebenden Ausbau auf
der Ubertragungsnetzebene eignet sich bereits der durch die angebotsseitige Aus-
bauplanung optimierte Netzausbau zwischen den Regionen auf Basis der Uber-
tragungsnetzmodellierung (siehe Abschnitt 3.4). Der Ausbauplanung steht hierzu
bereits das bestehende Ubertragungsnetz als Ausgangspunkt oder Startnetz zur
Verfigung. Fur die Stitzjahre 2020 und 2030 sind dartber hinaus weitere aktuell
diskutierte oder bereits in Bau befindliche Ausbauprojekte als umgesetzt ange-
nommen. Konkret sind dies Projekte des

e Ten-Year-Network-Development-Plans (TYNDP),
¢ Energieleitungsausbaugesetzes (EnLAG) und
e Bundesbedarfsplangesetzes (BBPIG).

Szenarienspezifisch kann es bei der genauen Auswahl der als umgesetzt ange-
nommenen Netzausbauprojekte Unterschiede geben, um die Fragestellung des
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jeweiligen Szenarios moglichst gut beantworten zu kénnen. Dies wird bei der Be-
schreibung der jeweiligen Szenarien in den entsprechenden Berichtsmodulen ex-
plizit beschrieben.

Raumliche Last- und Einspeiseverschiebungen tber den Optimierungszeitraum
und zunehmende Uberregionale Stromubertragungen fuhren in einigen Szenarien
dazu, dass iiber das Startnetz hinaus weiterer Ubertragungsnetzausbau notwen-
dig sein kann. Grundsétzlich kann dieser Netzausbau sowohl tiber zusétzliche o-
der verstarkte Freileitungsverbindungen als auch Uber den Einsatz von Erdkabeln
umgesetzt werden. Bei einer Optimierung unter ausschlief3lich wirtschaftlichen Ge-
sichtspunkten wirde die Freileitungstechnologie stets den Vorzug erhalten, da
diese mit (deutlich) niedrigeren Kosten verbunden ist. Allerdings ist bereits heute
absehbar, dass unter Gesichtspunkten der Umsetzbarkeit von Netzausbauprojek-
ten ein Teil des zuklUnftigen Netzausbaus als Erdkabel ausgefiihrt werden wird.
Dies wird grundsatzlich sowohl fir Drehstrom- wie auch Gleichstromverbindungen
der Fall sein, wenngleich ggf. in unterschiedlichem Umfang (siehe unten). In wel-
chem Umfang und insbesondere bei welchen konkreten Ausbauprojekten es zu-
kunftig zu einer Entscheidung fur oder gegen Erdverkabelung kommt, wird sich nur
aus jedem konkreten Einzelfall ergeben. Aussagen zu einzelnen, konkreten Aus-
bauvorhaben, wie z. B. genaue Trassenverlaufe und die Entscheidung fur oder
gegen Erdverkabelung, ist weder Ziel dieses Projekts noch fir die Beantwortung
der in diesem Projekt zu beantwortenden Fragestellungen relevant. Daher wird fur
die Ermittlung des Netzausbaus pauschal eine Verkabelungsquote von 20 % bei
Drehstromverbindungen und eine Vollverkabelung bei Gleichstromverbindungen
angenommen. Die vollstandige Verkabelung fur Gleichstromverbindungen bertck-
sichtigt weiterhin die seit 31.12.2015 geltende Fassung des BBPIG. Damit wird
insgesamt sowohl bei Gleichstrom- als auch bei Wechselstromverbindungen eine
gegenuber heute deutlich hthere Umsetzungsquote von Ausbauprojekten als Erd-
kabel unterstellt. Insbesondere soll damit dem Umstand Rechnung getragen wer-
den, dass die zur Umsetzung umfangreicher Netzausbauprojekte notwendige Ak-
zeptanz in der Bevélkerung vorhanden sein muss, was im Rahmen der angebots-
seitigen Ausbauplanung sonst nicht explizit berticksichtigt werden kann.

In Abhangigkeit einiger Szenariendefinitionen ist es allerdings sinnvoll, von diesen
allgemein gultigen Verkabelungsgraden zu abstrahieren und szenarienspezifisch
eigene Annahmen hinsichtlich des Verkabelungsgrades zu unterstellen. Diese
speziellen Annahmen werden entsprechend bei den Szenariendefinitionen be-
schrieben.
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Die exogen vorgegebene Vollverkabelung der DC-Projekte wiirde bei einer reinen
Kostenminimierung dazu fihren, dass alle Uber das Startnetz hinausgehenden
Netzverstarkungs- und -ausbaumalnahmen als AC-Projekte umgesetzt werden.
Daher wird der relative Anteil der DC-Verbindungen an der insgesamt benétigten
Netzlange fest vorgegeben. Zur Bestimmung dieses Anteils wurden die Ergeb-
nisse einer Szenariendefinition verwendet, bei dem keine Unterscheidung bei der
Verkabelungsquote zwischen AC- und DC-Projekten vorgenommen wurde.

Die notwendigen AC-Netzausbau- und -verstarkungsmafnahmen werden aus-
schlieBlich unter Verwendung von Hochstrom- oder Hochtemperaturleiterseilen
und somit unter Verwendung von Leitungen mit einer Stromtragfahigkeit von
3.600 A ausgefiihrt. Fiir DC-Verbindungen wird jeweils eine Ubertragungsfahigkeit
von 2 GW angenommen. Lediglich Seeverbindungen kénnen von dieser Vorgabe
abweichen und auch mit geringerer Leistung installiert werden. Auf der 220-kV-
Ubertragungsnetzebene hingegen ist keine Inbetriebnahme neuer Stromkreise zu-
gelassen. Dies schliel3t auch den Ersatz heute bestehender 220-kV-Leitugen mit
ein.

In folgender Tabelle sind die berticksichtigten Investitionen aufgelistet. Um einen
Kostenvergleich mit der heute bestehenden Netzinfrastruktur zu gewéhrleisten,
werden zusatzlich die Investitionen aktuell in Betrieb befindlicher Anlagen mit an-
gegeben, die allerdings zum Teil nicht mehr im Rahmen des Netzausbaus als Al-
ternativen zur Verfiigung stehen. Die angegebenen Leitungskosten verstehen sich
inklusive der Kosten flur Schaltfelder. Die Netzebene 2 wurde der Verteilungsnetz-
ebene zugeordnet und wird somit in Abschnitt 4.2 beschrieben.

Tabelle 27: Spezifische Kostenansatze auf der Ubertragungsnetzebene
Betriebskosten Nut-
Investitionen [EUR/km/Jahr zungs-
[EUR/Km bzw. EUR/MVA] bzw. dauer

EUR/MVA/Jahr] [Jahre]

Trasse  Stromkreis

220-kV-Freileitung 750.000 150.000 25.000 60
380-kV-Freileitung 1.000.000 200.000 25.000 60
380-kV-Kabel 5.000.000  1.000.000 25.000 60
DC-Link See (2 GVA) 4.000.000 - 60

DC-Link-Kabel Land
(1-GVA-Stromkreis)

Konverterstation (2 Stck.) 250.000 1.250 40

4.000.000 800.000 25.000 60
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Der Mehrkostenfaktor einer Verkabelung von AC-Verbindungen im Vergleich zu
Freileitungen wurde mit dem Faktor 5 abgeschatzt und orientiert sich somit im Ver-
gleich zu aktuell diskutierten Bandbreiten deutlich am unteren Rand. Da notwen-
dige Kompensationselemente bei der DC-Verkabelung entfallen, dirfte bei DC-
Leitungen der Mehrkostenfaktor einer Verkabelung im Vergleich zu AC-Leitungen
geringer ausfallen. Im Rahmen der Studie wurde daher ein Mehrkostenfaktor bei
einer DC-Verkabelung von 4 angesetzt (trassenspezifisch, Konverterstationen
ausgenommen), was ebenfalls einer kostengtinstig-optimistischen Abschatzung
der Mehrkosten einer Verkabelung von DC-Verbindungen entspricht.

Verluste von Drehstromleitungen (unabh&ngig von der Ausfiihrung als Kabel oder
Freileitung) wurden mit jeweils 0,85 % je 100 km angesetzt. Gleichstromverbin-
dungen sind zwar in der Lage, verlustfrei zu Ubertragen, allerdings missen die
langenunabhangigen Verluste der Konverterstationen in Hohe der unterstellten
4 % (AC zu AC) berlcksichtigt werden.

4.2 Verteilungsnetze

4.2.1 Einfihrung und grundsatzliche Annahmen zur Model-
lierung

Die Bestimmung des Ausbauumfangs und der hiermit verbundenen Ausbaukosten
der Verteilungsnetze héngt vorrangig von der Entwicklung der Anforderungen an
die Netze, also den Veranderungen auf der Verbrauchs- und der Einspeiseseite
ab. Daneben haben Vorgaben zur Gestaltung der Netze und zu den einzusetzen-
den Betriebsmitteln einen maRgeblichen Einfluss auf den Umfang und/oder die
Kosten des Netzausbaus. Wesentliche Vorgaben, die vom Grundsatz her (soweit
nicht explizit anders angegeben) der Bestimmung des Ausbaubedarfs aller Sze-
narien zugrunde liegen, sind:

o Die Struktur der bestehenden Netze wird generell beibehalten. Einspa-
rungen, die sich durch etwaige Optimierungen der bestehenden Netz-
struktur erzielen lassen, z. B. durch Verringerung des Vermaschungs-
grads, werden nicht beriicksichtigt. Erfahrungsgeman liegen die Einspa-
rungen, die sich durch solche Optimierungen der Struktur bestehender
Netze erzielen lassen, im Bereich von 5 bis 10 % der Netzkosten. Wenn-
gleich naturlich auch der Umfang des Netzausbaus hiervon in gewissem
Malie beeinflusst wird, ist davon auszugehen, dass der Unterschied des
Ausbauumfangs im Vergleich verschiedener Szenarien — und hierum
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geht es vorrangig bei den vorliegenden Analysen — hiervon weitgehend
unabh&ngig ist.

¢ Neue Trassen werden auf allen Verteilnetzebenen (Nieder-, Mittel- und
Hochspannung) generell als Erdkabel ausgefihrt.

e Regelbare Ortsnetztransformatoren (rONT) werden generell dann ein-
gesetzt, wenn ein ansonsten notwendiger spannungsbedingter Netzaus-
bau vermieden werden kann. Es wird unterstellt, dass die Kosten der
rONTSs zugig sinken, so dass die Mehrkosten gegenutiber konventionellen
MS/NS-Transformatoren mittel- bis langfristig kaum noch ins Gewicht
fallen.

Zur Ermittlung der Auswirkungen von Veranderungen auf der Verbrauchs- wie
auch der Erzeugungsseite auf die Verteilungsnetze von Deutschland ist der me-
thodische Ansatz der Modellnetzanalyse (MNA) gut geeignet. Dies gilt insbeson-
dere auch fir den Vergleich der Auswirkungen verschiedener Szenarien. Der MNA
liegt die Idee zugrunde, die Versorgungsaufgabe in stark abstrahierter Form mit
nur wenigen Eingangsgroflien zu beschreiben, so dass die wesentlichen Wirkungs-
zusammenhange zwischen EingangsgrofRen (Versorgungsaufgabe einschliellich
Lasten und Einspeisungen, Planungsvorgaben) und Ausgangsgrof3en (bendtigtes
Netzmengengerist, Netzkosten) leicht untersucht werden kénnen, losgeldst von
fallspezifischen Einzeleinflissen.

Fur die betrachtete Versorgungsaufgabe ermittelt die MNA unter Berticksichtigung
relevanter Nebenbedingungen und einer Reihe von Planungsvorgaben ein kosten-
optimales Netz, wobei eine ,Grine-Wiese-Situation“ unterstellt wird. Konkrete, auf
einzelne reale Netze bezogene Aussagen kdnnen aufgrund der stark vereinfach-
ten Beschreibung der Versorgungsaufgabe mit der MNA jedoch nicht gewonnen
werden und sind auch nicht Ziel der vorliegenden Studie.
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4.2.2 Modellierung der Versorgungsaufgabe

Die Versorgungsaufgabe stellt die Grundlage der Netzauslegung dar und umfasst
alle planungsrelevanten und vom Netzbetreiber nicht beeinflussbaren Eigenschaf-
ten eines Versorgungsgebiets und der dort angesiedelten Netznutzer. Fir eine ein-
zelne betrachtete Netzebene umfasst sie vor allem folgende Angaben:

e Orte, an denen Lasten oder Erzeugungsanlagen an das Netz ange-
schlossen werden (Anschlusspunkte)

o technische Eigenschaften jeder einzelnen Last oder Erzeugungsanlage:
Hdéchstlast und damit einhergehend Anschlussnetzebene, Lastcharakte-
ristik, maximale Erzeugungsleistung und damit einhergehend An-
schlussnetzebene, Erzeugungscharakteristik

e mdogliche Standorte fir Umspannstationen zur Einspeisung aus der
Uberlagerten Netzebene oder fir Verknipfungspunkte mit benachbarten
Netzen auf gleicher Netzebene

e mdgliche Trassen fir Leitungen, beschrieben durch Anfangs- und End-
punkt, L&nge sowie Angaben zu jeweils realisierbaren Leitungstypen

Die genannten Eigenschaften der Gebiets- und Laststruktur werden bei der MNA
in stark abstrahierter Form unter der Annahme einer je Netzebene und je Teilgebiet
(zur Zerlegung in Teilgebiete — siehe unten) homogenen Anordnung nachgebildet.
Dabei wird unterstellt, dass an allen in einer Netzebene in einem Teilgebiet zu
berticksichtigenden Anschlusspunkten einheitliche Last- und Erzeugungseigen-
schaften bestehen und alle Anschlusspunkte gleichmé&Rig auf die Flache des be-
trachteten Teilversorgungsgebiets verteilt sind.

Auf diese Weise kann die Struktur eines Versorgungsgebiets im Hinblick auf die
Auslegung einer bestimmten betrachteten Netzebene durch Angaben zur Flache
des Teilgebiets, zur Zahl der Last- und Erzeugungsanschlusspunkte sowie zur
(einheitlichen) Hohe der Lasten (insbesondere der Jahreshéchstlast) und der Er-
zeugungsleistung beschrieben werden.

Abbildung 22 verdeutlicht am Beispiel der untersten Netzebene, bei der die Haus-
anschlisse die zu berticksichtigenden Anschlusspunkte darstellen, das Prinzip der
homogenen Versorgungsaufgabe im Vergleich zu einer realitatstypischen, inho-
mogenen Struktur.

Es leuchtet unmittelbar ein, dass die MNA aufgrund dieser Abstraktion nicht ein-
gesetzt werden kann, um die optimale Netztopologie in einem realen Versorgungs-
gebiet zu ermitteln. Sie ist gleichermalRen kein Werkzeug zur Unterstitzung der
Netzplanung. Bei den in dieser Studie relevanten Fragestellungen, die auf den
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durchschnittlichen, nicht durch fallspezifische Einflussfaktoren bestimmten Zusam-
menhang zwischen Anlagenmengen (z. B. Leitungslange) und Netzkosten und den
zugrunde liegenden Eigenschaften der Versorgungsaufgabe abzielen, kann sie je-
doch gerade durch den abstrakten Modellierungsansatz belastbare Erkenntnisse
liefern. Zudem werden bei der Parametrierung der MNA als Randbedingung die
heutigen realen Netzmengen differenziert nach Netzebenen berticksichtigt. Durch
diese an der Realitat orientierte und weiter unten naher beschriebene Kalibrierung
wird erreicht, dass der mittels MNA bestimmte Umfang des Netzausbaus der Héhe
nach dem in Realitdt zu erwartenden Ausbauumfang entspricht.

Realitatstypische (inhomogene) Homogene
Versorgungsaufgabe Versorgungsaufgabe

® Hausanschluss L - 0--0 - 0--@ - -
@ mogl. Einspeisung o' o : ° : ° : ®
- = - mogl. Trasse -—Q9-@ -0- @ - -

R aann
RERISI NI

Abbildung 22: Abstrakte Nachbildung einer realitatstypischen Versorgungsauf-
gabe durch eine homogene Struktur fur die Anwendung der Mo-
dellnetzanalyse

4.2.3 Teilgebietsansatz

Fur die Analyse des Ausbaubedarfs der Verteilungsnetze wird das Gesamtgebiet
Deutschlands in zahlreiche Teilgebiete zerlegt betrachtet. Fir die Erzeugungsseite
(far die Verteilungsnetzebene relevant: EE-Erzeugung) liegt als hochste raumliche
Auflésung eine Beschreibung auf Kachelebene vor (vgl. Abschnitt 3.3.4). Zur Be-
schreibung der Lastseite werden Informationen herangezogen, die vom Statisti-
schen Bundesamt und den entsprechenden Amtern der Lander veroffentlicht wer-
den. Diese Daten liegen auf Ebene von (Kreis-)Gemeinden auf der sog. KGS-5
Ebene und somit in geringerer raumlicher Auflésung als auf Kachelebene vor.
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Die im Rahmen der MNA betrachteten Teilgebiete entsprechen diesen (Kreis-)
Gemeinden, wobei das Gebiet jeder Gemeinde nochmals anhand der auf Kachel-
ebene vorliegenden Angaben zu den Erzeugungsanlagen in zwei Teilgebiete zer-
legt wird: ein Teilgebiet, in dem der Zubau von Erzeugungsanlagen so gering ist,
dass kein EE-bedingter Netzausbau erforderlich ist, und ein Teilgebiet, in dem ein
solcher Ausbau erfolgen muss. Die Lasten werden als homogen verteilt innerhalb
der gesamten Gemeinde angesetzt.

4.2.4 Eingangsgrof3en zur Beschreibung der Versorgungs-
aufgabe

Als Eingangsgrofien zur Beschreibung des homogenen Last- und Erzeugungsmo-
dells in einem Teilversorgungsgebiet werden die nachfolgend beschriebenen In-
formationen herangezogen:

e Zahl der Verbrauchsanschlusspunkte: Die Zahl der Verbrauchsan-
schliisse wird in Anlehnung an die Zahl der Wohngebaude innerhalb ei-
ner Gemeinde bestimmt. Konkret wird die Zahl der Anschliisse mit
105 % der Zahl der Wohngeb&aude angesetzt, um auch Anschlisse von
Nicht-Wohngebauden ndherungsweise zu bericksichtigen.

o Hdochstlast je Anschlusspunkt: Die Hochstlast pro Anschluss wird im
Ausgangsjahr mit 8 kW angesetzt. Unter Bertcksichtigung der Durchmi-
schung ergibt sich hieraus ein Beitrag zur Systemhochstlast von ca.
2 kW. Diese Leistungswerte werden auf Basis der Informationen, die aus
den Szenarien zum Stromverbrauch (siehe Abschnitt 3.2) entnommen
werden konnen, angepasst. Dabei wird grundséatzlich angenommen,
dass die Veranderung der Hochstlast an jedem einzelnen Anschluss-
punkt proportional zur Veréanderung der Gesamthdchstlast ist. Ferner
wird mit Blick auf neuartige Verbraucher folgendes unterstellt:

o E-Mobilitat: Elektrofahrzeuge werden gleichmafiig im gesamten Bun-
desgebiet verteilt, d. h. es wird eine zu den Gebauden proportionale
Verteilung unterstellt. Somit erhéht sich die Hochstleistung der einzel-
nen Anschlusspunkte in dem Malie, wie die E-Mobilitdt zu einer Zu-
nahme der Systemhochstlast beitragt.

o0 Strom-Warmepumpen werden ebenfalls gleichmaflig im gesamten
Bundegebiet verteilt. Auch dies fuhrt letztlich dazu, dass sich die
Hochstleistung der einzelnen Anschlusspunkte in dem Malie erhoht,
wie die Warmepumpen zu einer Zunahme der Systemhdchstlast fiih-
ren.

Diese Ansatze beinhalten die implizite Annahme einer auch aus kleinrAumiger
Sicht idealen Steuerung der Ladevorgénge der E-Fahrzeuge bzw. des Einsatzes
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der Warmepumpen. Wirde die Steuerung dieser Verbraucher nicht oder nur teil-
weise unter lokalen Netzgesichtsgesichtspunkten erfolgen, hatte dies lokal — in ei-
nigen Netzbereichen — eine héhere Last und damit einen héheren Netzausbaube-
darf zur Folge. Somit ist der im Rahmen dieser Studie bestimmte Netzausbau dies-
bezlglich als Untergrenze aufzufassen.

e Zahl der Erzeugungsanschlusspunkte: Die Zahl der Anschllsse von

Erzeugungsanlagen wird aus den Angaben zur insgesamt installierten

Erzeugungsleistung je Kachel, die aus Enertile stammen, in Verbindung

mit Annahmen zur durchschnittlichen installierten Leistung der Erzeu-

gungsanlagen abgeschatzt. Konkret werden hierzu folgende Annahmen
je Erzeugungsanlage® zugrunde gelegt:

— PV-Dachflachenanlage: 20 kW, Anschluss in NS-Ebene

— PV-Freiflachenanlage: 500 kW, Anschluss in MS-Ebene

— Wind-Onshore-Anlage: 2,8 MW, Anschluss in MS-Ebene

— Wind-Onshore-Anlage: 13 MW, Anschluss in HS-Ebene

— Die gemal} Szenarien in Wind-Onshore-Anlagen installierte Erzeu-
gungsleistung verteilt sich zu jeweils 50 % auf Anlagen mit Anschluss
in der MS- und in der HS-Ebene.

— Voranalysen haben gezeigt, dass der erzeugungsbedingte Verteil-
netzausbau vom Zubau dieser beiden EE-Technologien (PV und
Wind) dominiert wird. Der Zubau sonstiger Erzeugungsanlagen mit
Anschluss an Verteilungsnetze (z. B. Biomasse-/
-gasanlagen, konventionelle KWK-Anlagen, Gasturbinen) kann und
wird zwar im Einzelfall lokal ebenfalls Netzausbau erforderlich ma-
chen; in Relation zu dem deutschlandweit insgesamt erforderlichen
Netzausbau und den hierbei entstehenden Netzkosten ist dies aller-
dings praktisch vernachlassigbar. Folglich werden diese Erzeugungs-
anlagen bei der Bestimmung des Verteilungsnetzausbaus nicht ex-
plizit berlicksichtigt.

Hochsteinspeisung je Erzeugungsanschlusspunkt: Die Hochstleis-

tung je Einspeisepunkt entspricht grundsétzlich den zuvor genannten in-

stallierten Leistungen der verschiedenen EE-Anlagen. Auf Basis der aus

Enertile entnehmbaren Erzeugungszeitreihen werden die Zeitpunkte

letztlich zur Dimensionierung der Netze herangezogen, wobei ergan-

zend davon ausgegangen wird, dass Einspeisemanagement mit Abre-

30
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gelungen in einem Umfang von bis zu ca. 3 — 5 % des Jahresenergieer-

trags zum Einsatz kommt. Vereinfacht wurde im Rahmen der Analysen

davon ausgegangen, dass zu Zeiten niedriger Last PV-Anlagen auf 80 %
ihrer installierten Leistung und Windenergieanlagen auf 90 % abgeregelt
werden kénnen.

Durchmischung von Verbrauch und Einspeisung sowie der Ein-

speisung verschiedener EE-Technologien: Fir die Netzdimensionie-

rung ist letztlich einer der beiden folgenden Belastungszustande rele-
vant: Zum einen der Zeitpunkt der maximalen Rickspeiseleistung, der
davon abhangt, wie hoch die minimale Last zu Zeiten hoher Einspeisung
ist, und zum anderen der Zeitpunkt der maximalen Leistung in Lastrich-
tung, der davon abhéngt, wie hoch die minimale Einspeiseleistung zu

Zeiten hoher Last ist. Da der weitaus gro3te Teil der in den Verteilnetz-

ebenen angeschlossenen Erzeugungsanlagen dargebotsabhangig ist,

wird im Rahmen der Analysen fur die Netzauslegung davon ausgegan-
gen, dass die minimale Einspeiseleistung zu Zeiten hoher Last Null ist.

Fur die Bestimmung der fur die Netzdimensionierung relevanten maxi-

malen Rickspeisleistung werden folgende Annahmen getroffen:

— Bei PV-Anlagen, deren maximale Einspeiseleistung zur Mittagszeit
auftritt, wird angenommen, dass zu Zeiten hoher Einspeiseleistung
die Last mindestens 50 % der Hochstlast betragt. Diese Annahme gilt
fur die Dimensionierung der MS- und der HS-Ebene. Abweichend
hiervon wird fir die NS-Ebene die minimale Last mit Null angesetzt,
um zu bertcksichtigen, dass bei NS-Abgangen mit geringer Zahl von
Hausanschlissen die Last tatséchlich auch in der Mittagszeit nahe
Null sein kann.

— Bei Windenergieanlagen, deren maximale Einspeiseleistung auch in
der Nacht und damit zu Zeiten niedriger Last auftritt, wird angenom-
men, dass zu Zeiten hoher Einspeiseleistung die Last mindestens
30 % der Hochstlast betragt.

— Wie weiter oben erlautert, wird im Rahmen der hier dokumentierten
Analysen unterstellt, dass nicht die installierte, maximal mogliche Ein-
speiseleistung der Einzelanlagen auslegungsrelevant fir die Netze
ist, da der (energetisch) begrenzte Einsatz von Einspeisemanage-
ment erlaubt, diese signifikant zu reduzieren (auf 80 % der installier-
ten Leistung bei PV-Anlagen und 90 % der installierten Leistung bei
Windenergie-Anlagen, siehe oben). Nur diese aus Netzsicht reduzier-
ten Hochsteinspeisungen sind fir die Netzauslegung und damit den
Netzausbaubedarf relevant. Darliber hinaus wird unterstellt, dass
diese netzseitigen Hochsteinspeisungen von PV-Anlagen und von
Windenergieanlagen im jeweils modellierten Netzbereich zeitgleich
auftreten. Auswertungen realer Einspeisezeitreihen verschiedener
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Anlagen zeigen, dass PV- und Windenergieanlagen (ohne Einsatz
von Einspeisemanagement) zu wenigen Zeitpunkten eines Jahres
gleichzeitig mit ihrer maximalen, d. h. installierten Einspeiseleistung
einspeisen. FiUr die auf Einzelanlagenebene gekappten Einspeise-
zeitreihen dirfte dies umso mehr gelten, allerdings auch auf eine ge-
ringere Anzahl von Zeitpunkten beschrankt sein. Denkbar wére
grundsétzlich, das Einspeisemanagement nicht wie hier durchgefiihrt
auf die Begrenzung der Einspeiseleistung der Einzelanlagen, son-
dern auf die Begrenzung der Summeneinspeisung des gesamten
Kollektivs der im betreffenden Netzbereich relevanten Erzeugungs-
anlagen auszulegen. Die Abbildung einer solchen Form des Einspei-
semanagements wirde eine deutlich detailliertere Modellierung er-
fordern, bei der zunachst standortabhangige Korrelationen der Ein-
speiseprofile der EE-Technologien (und sonstigen dezentralen Er-
zeugungsanlagen) ermittelt werden missten. Weiterhin ware der je-
weils relevante Netzbereich, auf den hin die Summeneinspeisung mi-
nimiert wirde, festzulegen, was letztlich Ergebnis einer Optimierung
ist (bezogen darauf, auf welchen Netzbereich die starkste Kostenre-
duktion erreicht werden kann). Aus Komplexitatsgrinden wurde auf
die Abbildung dieses Effekts verzichtet und bei der praktischen Um-
setzung einer solcher Form des Einspeisemanagements durch die
Netzbetreiber erscheinen allenfalls Naherungslésungen realistisch.
Nichtsdestotrotz ist damit der ermittelte Netzausbaubedarf im Hin-
blick auf diesen Effekt als obere Abschéatzung zu verstehen.

Netzauslegung

Der Algorithmus zur Netzauslegung bei der MNA beruht auf der Annahme, dass
ein mehrere Netzebenen umfassendes Netz von der untersten Ebene ausgehend
Ebene fir Ebene ausgelegt werden kann, ohne Rickwirkungen uberlagerter auf
unterlagerte Ebenen beriicksichtigen zu missen. Diese vereinfachende Annahme
ist im Rahmen des generell stark abstrahierenden Modellierungsansatzes der
MNA unter den Bedingungen zulassig, dass es bei vorgegebenen, einheitlichen
Betriebsmitteldimensionierungen immer als kostengunstiger unterstellt werden
kann, die Belastbarkeit der Betriebsmittel auf einer unterlagerten Ebene so voll-
standig wie moglich (unter Berlcksichtigung aller technischen Nebenbedingun-
gen) auszunutzen, als Teile der Kapazitat unndtigerweise ungenutzt zu lassen und
damit einen gréReren Teil der zu erbringenden Transportaufgabe einer Uberlager-
ten Ebene zu Uberlassen.
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Fur die Netzauslegung ergeben sich beim MNA-Ansatz folgende Berechnungs-

schritte:

Zunachst wird fir die unterste betrachtete Netzebene, also hier die NS-
Ebene, ermittelt, wie lang unter Berlcksichtigung der technischen Ne-
benbedingungen ein Leitungszweig (bei Stromnetzen als ,Abgang” be-
zeichnet) von der in diese Ebene einspeisenden Netzstation bis zum
letzten Anschlusspunkt maximal sein kann.

Ausgehend hiervon wird bestimmt, wie viele solche Zweige von einer
Netzstation aus versorgt werden kénnen, wobei sowohl Nebenbedingun-
gen fur das Leitungsnetz als auch die (vorgegebene) Kapazitat der Netz-
station bertcksichtigt werden.

Daraus ergibt sich, wie viele Netzstationen im betrachteten Teilversor-
gungsgebiet benttigt werden. Damit ist die Netzauslegung fur diese
Ebene abgeschlossen. Aus den Ergebnissen werden unter Berlcksich-
tigung der gewdahlten Netzstruktur aggregierte Grol3en wie die Leitungs-
lange dieser Ebene im betrachteten Gebiet ermittelt.

Die Zahl der benétigten Netzstationen flie3t dann — neben weiteren Ein-
gangsgrof3en — in die Auslegung der Uberlagerten MS-Ebene ein. Diese
folgt ebenso wie die darauffolgende Auslegung der HS-Ebene dem glei-
chen Berechnungsschema.

Aus diesem Algorithmus ergeben sich — der homogenen Versorgungsaufgabe ent-
sprechend — homogen strukturierte Modellnetze, die alle Giblichen Planungsvorga-
ben berticksichtigen und in dem fiktiven Fall einer Versorgungsaufgabe, die tat-
sachlich diese Struktur aufweist, auch so realisiert werden konnten. Die bei der
MNA stattfindende Abstraktion betrifft also in erster Linie die Versorgungsaufgabe,
nicht die darauf aufbauende Netzgestaltung.

Im Rahmen dieser Studie ist die Grundparametrierung der MNA anhand des heute
in Deutschland tatsachlich vorhandenen Netzmengenbestands parametriert wor-
den. Ungefahre Angaben zum heutigen Bestand finden sich in nachfolgender Ta-

belle.
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Tabelle 28: Heutiger Netzbestand — ungeféhre Angaben
Netzebene Bestandsmenge
NS-Leitungen [km] 1.100.000
MS/NS-Transformatorstationen [Stiick] 560.000
MS-Leitungen [km] 510.000
HS/MS-Umspannwerke [Stlck] 4.000
HS-Leitungen [km] 95.000
H6S/HS-Umspannstationen [Stiick] 355

Ausgehend von dem so kalibrierten Modell wurde der kiinftige Netzausbaubedarf
bestimmt. Konkret wurden hierzu die Veranderungen, die sich bei der Versor-
gungsaufgabe ergeben, also Veranderungen der Anschlusszahlen und Anschluss-
leistungen, herangezogen, um hieraus den Umfang des erforderlichen Netzaus-
baus zu bestimmen. In den Umspannebenen ist der Ausbaubedarf nédherungs-
weise linear proportional zur Hochstleistung (last- und/oder einspeiseseitig), wah-
rend in den Leitungsebenen ndherungsweise ein wurzelférmiger Zusammenhang
und somit ein unterproportionaler Zusammenhang zwischen der benotigten Lei-
tungslénge und der Anschlusszahl (bei gleichbleibender Grol3e der Versorgungs-
flache) besteht.

4.2.5 Ergebnisse: Netzmengen

Der zuvor beschriebene Schritt der Netzauslegung liefert letztlich ein nach Netz-
ebenen differenziertes Mengengeriist des fir die jeweils betrachtete Versorgungs-
aufgabe bengtigten Netzes. Konkret wird fur jedes Betrachtungsjahr berechnet:

e Leitungslange je Netzebene
e Zahl der Stationen je Umspannebene

4.2.6 Kostenansatze

Fur die monetare Bewertung des Netzausbaus werden die in Tabelle 29 aufge-
fUhrten spezifischen Kostenansatze herangezogen. Die Kosten von Schaltfeldern
und sonstigen Schaltanlagenbestandteilen sind anteilig in den genannten Kosten-
ansatzen der Leitungen und der Umspannwerke enthalten.
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Tabelle 29: Spezifische Kostenansatze der Betriebsmittel im Verteilungsnetz
Netzebene/Betriebs- Investitionen Betriebskosten Nutzungs-
mittel [EUR/kmM] bzw. [% der spez. Investi- dauer
[EUR/Einheit] tionen pro Jahr] [Jahre]
HO6S/HS-Umspannwerk 30.000.000 0,5 40
HS — Erdkabel 500.000 0,1 50
HS — Freileitung 220.000 1,0 80
HS/MS-Umspannwerk 2.500.000 0,5 40
MS — Erdkabel 120.000 0,1 60
MS — Freileitung 50.000 1,0 40
'I\r/lriln'\éfsormatorstation 30.000 0.5 45
NS — Erdkabel 100.000 0,1 60

Grundsatzlich werden in der Studie Realkostenbetrachtungen vorgenommen. Fer-
ner wird angenommen, dass bei Netzbetriebsmitteln keine von der allgemeinen
Inflation abweichenden Preissteigerungen oder -senkungen zu erwarten sind.
Oben genannte Kostenansatze werden also als konstant innerhalb des gesamten
Betrachtungszeitraums angesehen.

4.3 Kostenbezogene Auswertungsgrofien

Basis der Auswertungen sind zun&chst Kennzahlen zum benétigten Netzausbau.
Hierzu werden Netzmengen (Leitungslangen und Umspannkapazitaten) ausge-
wertet, wobei Kennzahlen fur Gesamtdeutschland wie auch fir die verschiedenen
Regionen betrachtet werden. AuRerdem werden zur besseren Vergleichbarkeit der
Regionen sowohl absolute Netz(ausbau)mengen als auch flachenspezifische
Kennzahlen herangezogen.

Auf Basis des Netzausbauumfangs wird im Weiteren unter Beriicksichtigung der
in Abschnitt 4.2.6 genannten Investitions- und Betriebskostenanséatze eine Kosten-
bestimmung vorgenommen. Hierbei kommt ein annuitatisches Kostenmodell zur
Anwendung, das Investitionen unter Berlcksichtigung der genannten Nutzungs-
dauern und eines Kalkulationszinssatzes von 7 %/a in gleichbleibende Jahreskos-
ten umrechnet. Im Einzelnen werden fir jedes betrachtete Stitzjahr als kostenbe-
zogene Kennzahlen einerseits die Annuitaten des gesamten Netzbestands (auf
Basis von Kapital- und Betriebskosten) sowie andererseits (fiir die Ubertragungs-
netzebene) die Investitionsbedarfe seit dem vorangegangenen Betrachtungsjahr
berechnet.
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Grundsatzlich werden sowohl die Bestandsmengen als auch die Kosten fir das
jeweilige Betrachtungsjahr bestimmt. Wie bereits beschrieben, wurde das gesamte
Rechenmodell fur die Verteilungsnetze fir den heutigen Netzbestand kalibriert. Im
Gegensatz zum Ubertragungsnetz ist dieser Kalibrierungsschritt erforderlich, da
die Entwicklung der Verteilungsnetze Uber einen Modellnetzansatz abgebildet
wird, wahrend fur das Ubertragungsnetz das tatsachliche, heutige Netz als Aus-
gangspunkt modelliert wird.

Durch diesen Kalibrierungsschritt lassen sich dann auch fiir die Verteilungsnetze
aus einem Vergleich der Kennzahlen fur verschiedene Betrachtungsjahre Aussa-
gen zur Verdnderung der Kennzahlen im Zeitverlauf ableiten. Dies gilt insbeson-
dere hinsichtlich des bendtigten Netzausbauumfangs und der hiermit verbundenen
Kostenzunahme.

Bei hoher Korrelation des Zubaus dezentraler Erzeugungsanlagen und einer oh-
nehin stattfindenden Netzerneuerung kann die Netzverstarkung im Zuge der al-
tersbedingten Erneuerung erfolgen, so dass lediglich Zusatzkosten fir die Netz-
verstarkung entstehen. Tatsachlich wird sich in der Praxis in einigen Fallen auch
die Notwendigkeit ergeben, bestehende Netze vorzeitig um- und/oder auszu-
bauen. Die hierbei anfallenden Kosten fur den vorzeitigen Ersatz, ggf. sogar ver-
bunden mit Sonderabschreibungen, werden im Rahmen der vorliegenden Studie
allerdings nicht bertcksichtigt. Dies ist konzeptgemalf im Hinblick auf die Ermitt-
lung annuitatischer Kosten fir den jeweiligen Netzbestand im betrachteten Stiitz-
jahr und auf Basis von Tagesneuwerten. Im Hinblick auf die Ermittlung der Inves-
titionsbedarfe fir die Ubertragungsnetzebene werden die durch einen etwaigen
vorzeitigen Ersatz bestehender Betriebsmittel anfallenden Kosten nicht bertck-
sichtigt. Altersinformationen tber den Netzbestand, die eine Grobabschéatzung die-
ser Kosten erméglichen wirden, sind nicht verfiigbar. Die fir die Ubertragungs-
netze ausgewiesenen Summen der Investitionen vernachlassigen etwaige Son-
derabschreibungen. Auch Kosten flr die reine Bestandserneuerung werden nicht
ermittelt und ausgewiesen.

AbschlieBend sei betont, dass die dargestellten Kostenwerte nicht mit heutigen
regulatorischen Kosten (z. B. aus Netzentgelten hochgerechneten Werten) vergli-
chen werden kénnen. Wesentliche Griinde hierfir sind: Unterschiede in der Ab-
schreibungspraxis, Nichtbertcksichtigung der tatsachlichen Altersstruktur, Abwei-
chungen der hier verwendeten Kostenansatze von den tatsachlichen historischen
Anschaffungs-/Herstellungskosten, Zinssatzunterschiede etc.
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Grundsatzlich ist zu beachten, dass eine detaillierte Ermittlung des Ausbaubedarfs
in den Ubertragungs- und Verteilungsnetzen nur fiir Deutschland erfolgt. Zwar sind
die in diesem Projekt angewendete Methodik und die eingesetzten Modelle auch
fur andere Lander einsetzbar; der Fokus der Langfristszenarien liegt aber auf
Deutschland, so dass die Berechnungen und Auswertungen auch hierauf be-
schrankt wurden. Aufgrund des gewahlten Ansatzes zur Abbildung der Kostenwir-
kungen im Ubertragungsnetz in Enertile mittels eines weiterentwickelten NTC-
Ansatzes (vgl. Abschnitt 3.4.1) lassen sich aus den Ergebnissen aus Enertile al-
lerdings Rickschliisse zumindest auf die GrofRenordnung des europaweit erfor-
derlichen Ausbaus der Ubertragungsnetze ziehen. So ermittelt Enertile auch Aus-
bauentscheidungen fir Interkonnektoren/Handelskapazitaten zwischen den abge-
bildeten Modellregionen, aus denen dann entsprechende Aussagen abgeleitet
werden koénnen. Die geringere Genauigkeit dieses ,abstrahierten Netzmodells® im
Vergleich zu dem fiur das deutsche Ubertragungsnetz verwendeten detaillierten,
leitungsscharfen Lastflussmodells und die grobere Auflésung des Regionenmo-
dells in Enertile auf3erhalb Deutschlands fiihren dazu, dass so ermittelte Aussagen
zum Netzausbaubedarf aul3erhalb Deutschlands weniger genau sind. Valide Ab-
schatzungen zur GréRRenordnung des in den verschiedenen Szenarien entstehen-
den Aufwands fur den europaweiten Ausbau der Ubertragungsnetze erscheinen
aber mdglich. Von dem Ausbau der Verteilungsnetze im Ausland wird dagegen
vollstandig abstrahiert.
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