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1 Management Summary

Im Zuge der Energiewende wird der Anteil fluktuierender erneuer-
barer Erzeugung (EE) in den kommenden Jahren stark zunehmen.
Der Strommarkt der Zukunft wird daher auf Flexibilitatsoptionen,
Netzausbau und Speicher angewiesen sein. Die sich ergebende
Kombination dieser MalRinahmen hangt von den zukunftigen Rah-
menbedingungen am Strommarkt und technologischen Entwick-
lungen ab. In diesem Gutachten analysieren wir mithilfe eines be-
rechenbaren Gleichgewichtsmodells Investitionsentscheidungen
fur Erzeugungs-, Verbrauchs- und Netzkapazitat in Antizipation un-
terschiedlicher Rahmenbedingungen am Strommarkt. Die Modell-
ergebnisse geben Aufschluss Uber mogliche Systemkonfiguratio-
nen der Zukunft und quantifizieren Einbuf3en bei der Kosteneffizi-
enz durch ein suboptimales Marktdesign.

Betrachtet werden insbesondere Maflnahmen und Flexibilitatsopti-
onen, die aktuell bereits diskutiert werden:

ein optimales Einspeisemanagement der erneuerbaren Er-
zeugung,

Redispatch als Alternative zum Netzausbau, (iii) optimale
regionale Verteilung und Technologiewahl beim EE-Zubau,

flexible Verbraucher an Standorten mit umfangreicher fluk-
tuierender Erzeugung,

die regionale Konzentration von marktgesteuerten KWK-
Anlagen im Siden,

die Installation von Warmepumpen an Standorten mit ho-
her Erzeugung, sowie

eine hohe Marktdurchdringung von PV-Batterie-Systemen
zur Glattung der Einspeisevektoren.

Es zeigt sich, dass unter aktuellen Rahmenbedingungen umfang-
reicher Netzausbau notwendig ist, um die fluktuierende Erzeugung
im Norden zu jedem Zeitpunkt abzutransportieren. MaRnahmen,
die diese Anforderung abmildern, reduzieren den notwendigen
Netzausbau merklich. Dazu gehoéren ein optimales Einspeisema-
nagement, die Einplanung von vermehrtem Redispatch als Alter-
native zum Netzausbau sowie die Installation flexibler Verbraucher
in Regionen hoher erneuerbarer Erzeugung.

Der Einsatz dieser Flexibilitatsoptionen beeinflusst die optimale Al-
lokation der erneuerbaren Erzeugung (insbesondere PV und Wind
Onshore). Spielen alle Malihahmen zusammen, so reduziert sich
der im Modell berechnete notwenige HGU-Ausbau von 14 auf 6
Leitungen bei Einsparungen von 1,7 Mrd. € pro Jahr.



MaRnahmen, die Erzeugung oder Verbrauch nicht flexibel den ak-
tuellen Gegebenheiten anpassen, sind nicht geeignet, die Kosten-
effizienz zu steigern und den notwendigen Netzausbau zu verrin-
gern.

Zusammenfassend wird empfohlen, das Marktdesign anzupassen,
um die Flexibilitdt des Systems zu erhéhen. Dazu z&hlen:

Optimales Einspeisemanagement,

Netzausbau nur dort, wo Engpassmanagement erwar-
tungsgeman teurer ist,

regelmaBige Uberpriifung des geplanten EE-Ausbaupfades
und ggf. dessen Anpassung und

die Entwicklung von Konzepten, die die Ansiedlung und
den systemdienlichen Betrieb flexibler Verbraucher férdern.



2 Aufgabenstellung und Vorgehen

Im Rahmen der Energiewende wird das deutsche Energiesystem —
und damit auch die Stromversorgung in Deutschland — in den
kommenden Jahrzehnten neu aufgestellt. Anstelle der herkémmli-
chen konventionellen Stromproduktion wird zunehmend die erneu-
erbare Erzeugung treten. Damit &ndern sich die Standorte der Er-
zeugungsanlagen, ihre Betriebsweise und somit notwendigerweise
auch die Netzinfrastruktur.

Die Planung des notwendigen Netzausbaus wird dadurch er-
schwert, dass eine Prognose der notwendigen Netzstrukturen
stark von der zukinftigen Ausgestaltung des Erzeugungsparks
abhangt. Unsicherheiten bezliglich des Technologiemixes und die
Tatsache, dass der Zubau von Erzeugung zunehmend von Mark-
ten gesteuert wird und somit nicht leicht zu prognostizieren oder
gar zu planen ist, erschweren die Abschatzung der notwendigen
Netzstrukturen. Aktuell werden als Grundlage der Netzausbaupla-
nung daher Szenarien erstellt, die eine Uberschaubare Anzahl
wahrscheinlicher Ausbaupfade des Erzeugungsparks darstellen.
Diese Planung tragt der Interdependenz von regulierten und
marktkonform organisierten Bereichen jedoch nur bedingt Rech-
nung: Ruckwirkungen verschiedener Ausbauoptionen des Netzes
auf das Marktgeschehen werden dabei ebenso wenig betrachtet
wie der optimale Ausbau des Netzes bei alternativer Entwicklung
der Erzeugungsstruktur.

In diesem Gutachten steht die Interdependenz des zukunftigen
Marktgeschehens und der komplementaren Netzausbauplanung
im Fokus. Mithilfe von Modellrechnungen wird untersucht, ob und
in welchem Umfang durch eine Berticksichtigung der Interdepen-
denz von Netz- und Erzeugungsstrukturen Steigerungen der Kos-
teneffizienz bei der Stromerzeugung erreicht werden kénnen. Im
Mittelpunkt stehen verschiedene Flexibilitatsoptionen, die mithilfe
moderater Anpassungen der Rahmenbedingungen geeignet sein
konnten, die Kosteneffizienz des Systems zu verbessern und den
notwendigen Netzausbau zu reduzieren. Die Analyse basiert auf
einem berechenbaren Gleichgewichtsmodell (Grimm et al. 2016a,
2016c¢, 2015a), das explizit die Investitionsentscheidungen fur
Kraftwerks- und Netzkapazitat in Antizipation des Handels an den
Spotmarkten modelliert. Das Modell erlaubt dabei die Abbildung
der hier untersuchten Rahmenbedingungen im deutschen Markt-
gebiet unter Berucksichtigung der zentralen Anbindungen ins Aus-
land — und damit eine Abschatzung der jeweiligen Auswirkungen
auf Investitions- und Produktionsentscheidungen der Erzeuger.
Durch die Berlcksichtigung der Investitionsentscheidungen geben
die Modellergebnisse Aufschluss Uber die langfristigen Auswirkun-



gen von Rahmenbedingungen des Stromhandels auf die System-
konfiguration.?

In insgesamt 18 Szenarien werden verschiedene Méglichkeiten
evaluiert, die Kosteneffizienz der Stromversorgung zu steigern und
den notwendigen Netzausbau zu reduzieren. Im Fokus stehen da-
bei Malhahmen, die bereits in der energiepolitischen Debatte dis-
kutiert werden und die nur moderate Anpassungen der aktuellen
Rahmenbedingungen fir ihre Umsetzung erfordern. Dazu gehéren
eine optimale Spitzenkappung der erneuerbaren Erzeugung, das
Einplanen von Redispatch als Alternative zum Netzausbau, ein
Uberdenken der Ausbaupfade der erneuerbaren Erzeugung (so-
wohl regional als auch hinsichtlich des Technologiemixes), die In-
stallation flexibler Verbraucher an Standorten mit umfangreicher
fluktuierender Erzeugung, die regionale Konzentration von markt-
gesteuerten KWK-Anlagen im Siiden, die Installation von Warme-
pumpen an produktionsstarken Standorten sowie eine hohe
Marktdurchdringung von PV-Batterie-Systemen zur Glattung der
Einspeisevektoren.

Um bewerten zu kdnnen, welcher Anteil des maximal moglichen
Potenzials zur Steigerung der Kosteneffizienz durch die oben ge-
nannten MalRnahmen realisiert werden kann, berechnen wir dar-
Uber hinaus die optimale Systemkonfiguration, mit und ohne Be-
rucksichtigung der genannten Optionen. Diese Szenarien zeigen
nicht nur, welcher Effizienzgewinn maximal zu heben ware und wie
viel Netzausbau eingespart werden kdnnte; die Szenarien ermogli-
chen auch ein tieferes Verstandnis der Griinde, aus denen einige
MaRnahmen wirken und andere nicht.

1

Im Anhang 7.1 werden die Vorteile und Einschrankungen des Ansatzes im Detail diskutiert.



3 Aktuelle Netzplanung und dezentrale Optionen

3.1 Aktuelles Verfahren der Netzentwicklung

3141

Prozess

Die Netzentwicklungsplanung wird auf europaischer Ebene durch
die Direktive 2009/72/EC geregelt. In Deutschland wird diese
durch das Gesetz Uber die Elektrizitats- und Gasversorgung (kurz:
EnWG) in nationales Recht umgesetzt. Das EnWG regelt die lei-
tungsgebundene Versorgung von Strom und Gas und legt die Er-
stellung des Szenariorahmens und des Netzentwicklungsplans
(NEP) durch die Betreiber von Ubertragungsnetzen fest. Anfang
2016 gab es zuletzt Anpassungen am EnWG. Diese Anderungen
hatten auch Auswirkungen auf den NEP-Prozess; beispielsweise
wurde der bis dahin einjahrige NEP-Erstellungsrhythmus auf einen
zweijahrigen Turnus umgestellt. Im Folgenden wird der aktuelle
NEP-Prozess beschrieben (siehe Abbildung 1):

Die Ubertragungsnetzbetreiber (UNB) miissen nach § 12a EnWG
alle zwei Jahre einen gemeinsamen Szenariorahmen erstellen, der
als Grundlage fir die Erarbeitung des NEP und des Offshore-NEP
(O-NEP) genutzt wird. Dabei muss der Szenariorahmen
....mindestens drei Entwicklungspfade (Szenarien) [umfassen], die
fur die mindestens nachsten zehn und hochstens 15 Jahre die
Bandbreite wahrscheinlicher Entwicklungen im Rahmen der mittel-
und langfristigen energiepolitischen Ziele der Bundesregierung
abdecken®. Zusatzlich muss ein Szenario die wahrscheinliche
Entwicklung Uber die kommenden 20 Jahre abbilden.

Der Entwurf des Szenariorahmens muss bis zum 10. Januar eines
jeden geraden Kalenderjahres (beginnend im Jahr 2016) der Re-
gulierungsbehdrde (BNetzA) vorgelegt werden. Dieser Entwurf
wird von der BNetzA verdéffentlicht und konsultiert. Letztendlich
genehmigt die BNetzA den Szenariorahmen unter Bericksichti-
gung der Ergebnisse der durchgefiinrten Offentlichkeitsbeteiligung.

Auf Basis des genehmigten Szenariorahmens haben die UNB bis
spatestens zum 10. Dezember eines jeden geraden Kalenderjah-
res (beginnend im Jahr 2016) einen gemeinsamen Entwurf des
Netzentwicklungsplans zu erstellen und zu verdffentlichen.

§ 12b EnWG sieht vor, dass ,,...der gemeinsame nationale Netz-
entwicklungsplan [...] alle wirksamen MalRnahmen zur bedarfsge-
rechten Optimierung, Verstarkung und zum Ausbau des Netzes
enthalten [muss], die spatestens zum Ende des Betrachtungszeit-
raums [...] fur einen sicheren und zuverlassigen Netzbetrieb erfor-
derlich sind“. Im Rahmen der Erstellung des NEP haben die Ver-
teilernetzbetreiber in dem Umfang mit den UNB zusammenzuar-
beiten, wie es fir die sachgerechte Erstellung des NEP erforder-
lich ist.



Mit der Veroffentlichung des Entwurfs des Netzentwicklungsplans
geben die Ubertragungsnetzbetreiber einer breiten Offentlichkeit
Gelegenheit zur Stellungnahme. Im Anschluss Uberarbeiten die
UNB den Entwurf und legen den konsultierten und tiberarbeiteten
Entwurf des Netzentwicklungsplans der BNetzA (spatestens zehn

Monate nach Genehmigung des Szenariorahmens) zur Bestati-
gung vor.

Entsprechend § 12c EnWG prift die BNetzA den eingereichten
Netzentwicklungsplan. AnschlieRend kann sie Anderungen des
Entwurfs des Netzentwicklungsplans durch die UNB verlangen.
Zudem fuhrt die BNetzA eine nochmalige Konsultation des Ent-
wurfs des Netzentwicklungsplans durch. Hierflr ist ein Zeitraum
von acht Wochen (sechs Wochen zur Auslegung/Verdéffentlichung
der Dokumente und anschlieRend zwei Wochen zur AufRerung)
vorgesehen. Unter Berlicksichtigung dieser Offentlichkeitsbeteili-
gung hat die BNetzA den NEP spatestens bis zum 31. Dezember
eines jeden ungeraden Kalenderjahres (beginnend mit dem

Jahr 2017) zu bestatigen. Die folgende Abbildung fasst den NEP-
Prozess (Strom) zusammen.

Abbildung 1: Prozess des Netzentwicklungsplans Strom
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Quelle: Eigene Darstellung nach UNB (2016), S. 18

Abbildung 1 zeigt auch, dass die BNetzA mindestens alle vier Jah-
re den bestatigten Netzentwicklungsplan und den Offshore-
Netzentwicklungsplan der Bundesregierung als Entwurf fur einen
Bundesbedarfsplan zu Ubermitteln hat (vgl. § 12e EnWG). Diesen



Entwurf des Bundesbedarfsplans hat die Bundesregierung dem
Bundesgesetzgeber vorzulegen. Der Bundesbedarfsplan enthalt
neben dem NEP auch einen Umweltbericht, der von der BNetzA
zuvor erstellt und zusammen mit dem NEP konsultiert wurde. In
der Vergangenheit hat das zustandige Bundeswirtschaftsministeri-
um hieraus einen Gesetzentwurf erarbeitet, der nach Verabschie-
dung im Bundeskabinett den parlamentarischen Gremien (Bundes-
tag und Bundesrat) Ubergeben wurde.

Entsprechend § 12e (4) EnWG gilt: ,Mit Erlass des Bundesbedarf-
splans durch den Bundesgesetzgeber wird flr die darin enthalte-
nen Vorhaben die energiewirtschaftliche Notwendigkeit und der
vordringliche Bedarf festgestellt. Die Feststellungen sind fur die
Betreiber von Ubertragungsnetzen sowie fiir die Planfeststellung
und die Plangenehmigung [...] verbindlich.“ Mit dieser Regelung
soll ein beschleunigter Netzausbauprozess erreicht werden.

3.1.2 NEP: Annahmen und Berechnung
Szenariorahmen
Der Szenariorahmen wird zeitlich vor dem eigentlichen NEP er-
stellt und beinhaltet Szenarien, die eine mogliche Entwicklung der
installierten Kraftwerksleistung und des Stromverbrauchs tUber die
nachsten zehn bis 20 Jahre abbilden. Des Weiteren werden An-
nahmen zu Brennstoff- und CO.-Preisen sowie zu Handelskapazi-

taten zwischen den Marktgebieten getroffen.

Der Szenariorahmen Strom 2015 (Grundlage fur die Erarbeitung
des NEP Strom 2015) beinhaltet demnach sechs Szenarien:

Szenario A 2025 mit einem geringeren EE-Ausbau und gro-
3em konventionellen Kraftwerkspark

Vier Szenarien B mit hohem EE-Ausbau und erhéhtem Anteil
von Erdgas in der Stromerzeugung:

B1 2025 mit einem Betrachtungszeitraum bis 2025
B1 2035 mit einem Betrachtungszeitraum bis 2035

B2 2025 mit einem Betrachtungszeitraum bis 2025 und
einer Maximalvorgabe zum CO,-Ausstol} (187 Mio. t)

B2 2035 mit einem Betrachtungszeitraum bis 2035 und
einer Maximalvorgabe zum CO,-Ausstol} (134 Mio. t)

Szenario C 2025 mit geringerem Verbrauch und kleinem
Kraftwerkspark (maximaler CO,-Ausstol3 187 Mio. t)



Die einzelnen Parameter des jeweiligen Szenarios konnen der Ta-
belle 1 enthommen werden.

Tabelle 1: Ubersicht der Szenarioparameter

R Azs L R re €202
Nettonennleistung [GW]
Kernenergie 12,1 0,0 0,0 0,0 0,0
Braunkohle 21,2 14,2 12,6 9,1 10,2
Steinkohle 25,9 25,8 21,8 11,0 14,9
Erdgas 26,7 26,5 29,9 40,7 29,5
Mineraldlprodukte 41 1,3 1.1 0,8 1,1
Pumpspeicher 6.4 8,6 8,6 12,7 8,6
Sonstige konventionelle 4,7 3,2 3,1 3,1 3,1
Summe 101,1 79,6 77,3 77,5 67,4
Wind Onshore 33,8 53,0 63,8 88,8 59,0
Wind Offshore 0,5 8,9 10,5 18,5 10,5
Photovoltaik 36,3 54,1 54,9 59,9 54,1
Biomasse 6,2 6,4 7,4 8,4 6,4
Wasserkraft 3,9 3,9 4,0 4,2 3,9
Sonstige erneuerbare 0,4 0,5 0,8 1,2 0,5
Summe 81,1 126,8 141,4 181,0 134,4
Nettonennleistung gesamt 182,2 206,4 218,7 258,5 201,8
Stromverbrauch
Nettostromverbrauch [TWh] 543,6 543,6 543,6 543,6 516,4
Jahreshdéchstlast [GW] 82,8 84,0 84,0 84,0 79,8
Brennstoff- und Zertifikatspreise
Olpreis real [$/bbl] - 116,00 116,00 128,00 116,00
Rohal [€/t] - 668,00 668,00 737,00 668,00
Erdgas [Cent/kWh] - 3,19 3,19 3,37 3,19
Steinkohle [€/t SKE] - 83,50 83,50 84,27 83,50
Braunkohle [€/MWhy,] - 1,50 1,50 1,50 1,50
CO,-Zertifikatspreise [€/t CO] - 21,00 21,00 31,00 21,00

Quelle: UNB (2016)

Neben den Parametern zu Erzeugungsleistung, Brennstoffpreisen,
Last und Kapazitaten der Grenzkuppelstellen ist ein wesentlicher
Bestandteil des Szenariorahmens die Quantifizierung der mogli-
chen regionalen und zeitlichen Aufldsung der Einspeisemengen



der erneuerbaren Energien, insbesondere aus Windkraftanlagen
und Photovoltaik (PV).

Fir das regionale Zubaupotenzial erneuerbarer Energien wurden
verschiedene Parameter (u. a. Flachennutzung, Wirtschaftlichkeit
und regionalplanerische Gebietsausweisungen sowie historische
Dynamik des Zubaus) verwendet. Im Ergebnis ist laut NEP 2025
ein weiterer starker Ausbau von PV-Dachanlagen im Siden sowie
Nordwesten zu erwarten. Durch die vorhandenen Konversionsfla-
chen ist im Osten Deutschlands durch die Installation von Freifla-
chenanlagen mit einigen starken Einspeisungspunkten zu rech-
nen.

Des Weiteren berticksichtigt der Szenariorahmen die Kappung von
Windenergie- und PV-Einspeisespitzen. Die Spitzenkappung ba-
siert auf der BMWi-Verteilnetzstudie und darf je Anlage in Nieder-,
Mittel- und Hochspannungsnetzen 3 % der ohne Reduzierung er-
zeugten Jahresenergiemenge nicht tberschreiten. Uber alle Anla-
gen betrachtet betragt die Spitzenkappung damit weit unter 3 %,
da Netzengpasse regional unterschiedlich oft auftreten. In den be-
trachteten Szenarien liegt die abgeregelte Wind- und PV-
Stromerzeugung maximal zwischen 2,4 bis 3,7 TWh in den Jahren
2025 bzw. 2035 (vgl. UNB (2016), S. 44).

Marktsimulation

Basierend auf dem von der BNetzA genehmigten Szenariorahmen
wird fur die Erstellung des NEP eine Marktsimulation durchgefihrt.
Zweck der Simulation ist es, die zeitliche und raumliche Stromer-
zeugung aus erneuerbaren und konventionellen Kraftwerken zu
bestimmen. Als Ergebnis der Marktsimulation liegt der systemwei-
te, blockscharfe und kostenminimale Kraftwerkseinsatz zur Nach-
fragedeckung vor. Dieser dient dann wiederum als Eingangsgrofe
fur die anschlieRende Netzsimulation.

Netzanalyse

Die Ergebnisse der Marktsimulation flie3en letztendlich in die
Netzanalyse ein. Die Planungsgrundsatze der Ubertragungsnetz-
betreiber sind dem gemeinsamen Dokument ,Grundsatze fir die
Planung des deutschen Ubertragungsnetzes® zu entnehmen. Der
wesentliche Teil der Netzanalyse wird durch die Leistungsflussbe-
rechnungen abgedeckt. Durch sie ist der Nachweis zu bringen,
dass ,...die Netzsicherheit gewahrleistet bleibt, dauerhafte Grenz-
wertverletzungen im Hinblick auf Netzbetriebsgrofien (Betriebs-
spannung, Spannungsbander) und Betriebsmittelbeanspruchun-
gen (Strombelastung) nicht auftreten sowie Versorgungs- und Ein-
speiseunterbrechungen und Stérungsausweitungen ausgeschlos-
sen sind“. (NEP (2025), S. 88)



Die Netzplanung folgt dem NOVA-Prinzip (,Netzoptimierung vor
Netzverstarkung vor Netzausbau®), welches bewirkt, dass neue

Leitungen oder Schaltanlagen erst als letzte Instanz gebaut wer-
den.

3.1.3 Ergebnis NEP 2025

In den Netzanalysen wird fiir jedes Szenario bis zum Jahr 2025 ein
Netzausbau ermittelt, der notwendig ist, um den zukiinftigen Uber-
tragungsbedarf zu bewaltigen. Die Berechnungen setzen auf das
Startnetz auf, welches neben dem existierenden Ist-Netz noch
Ausbaumalinahmen, die auf gesetzlichen Verpflichtungen (bei-
spielsweise Anschlisse von Infrastrukturprojekten, Industriekun-
den) beruhen, bericksichtigt. Die Ausbaumalinahmen der bereits
festgelegten Erweiterungen des Startnetzes belaufen sich auf
1.300 km Verstarkung bzw. den Ausbau von AC-Leitungen und
den Neubau von 200 km DC-Seekabel. Die Kosten der Mal3nah-
men belaufen sich auf rund 5 Mrd. €.

In Tabelle 2 ist der Netzausbaubedarf fiir die vier Szenarien mit
Betrachtungsjahr 2025 angegeben.

Tabelle 2: Netzausbaubedarf NEP 2025

A 2025 B1 2025 B2 2025 C 2025

DC-Netz Neubau
Lange [km] 2.600 3.200 3.200 2.600
...davon Interkonnektoren [km] 330 330 330 330
Ubertragungskapazitat [GW] 8 10 10 8

AC-Netz Neubau
Lange [km] 1.100 1.100 1.100 1.100
DC/AC-Verstarkung [km] 5.200 5.300 5.800 5.400

Investitionsvolumen

Freileitung [Mrd. €] 23 24 25 24
Vollverkabelung [Mrd. €] 30 33 34 30

Quelle: UNB (2016)

Die Gesamtkosten betragen 23 bis 25 Mrd. € bei Verwendung von
Freileitungen bzw. 30 bis 34 Mrd. € bei einer vollstandigen Ausfuh-
rung der DC-Leitungen mit Erdkabeln. Diese Angaben beinhalten
auch die Kosten fiir Transformatoren, fiir HGU-Konverter und zum
Teil fir Kompensationsanlagen. Bei den Kostenschatzungen wird
davon ausgegangen, dass die AC-Leitungen vollstandig als Freilei-
tung errichtet werden.
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Die Autoren des NEP 2025 kommen zu dem Schluss, dass die
HGU-Verbindungen

DC1 Emden/Ost — Osterath in Fortsetzung,
DC2 Osterath — Philippsburg mit 2 GW,

DC3 Brunsbuttel — Grofdgartach mit 2 GW,

DC4 Wilster — Bergrheinfeld/West mit 2 GW und
DC5I Wolmirstedt — Isar mit 2 GW

notwendig sind. Die Szenarien B1/B2 2025 bei hohen Windein-
speisungen und geringem fossilen Kraftwerkspark enthalten die
zuséatzliche HGU-Verbindung

DC6l Wolmirstedt — Isar mit 2 GW.

3.2 Analyse und Einschatzung des bisherigen NEP-Prozesses

Die Entwicklung des Szenariorahmens und der Netzausbaupla-
nung sind wesentliche Bestandteile der Umsetzung der Energie-
wende. Im Rahmen des Szenariorahmens und des NEP werden
viele Parameter und mégliche Entwicklungen des Energiesystems
berucksichtigt. Da die Planung und der Bau von Stromnetzen (ins-
besondere auf Hoch- und Héchstspannungsebene) in Deutschland
relativ lange dauert und die Netze teilweise mehr als 60 Jahre be-
trieben werden, ist es notwendig, mdglichst robuste Szenarien zu
erstellen.

Laut NEP-Analysen handelt es sich bei den bisher vorgelegten
Netzentwicklungsplanen um robuste Szenarien, weil alle betrach-
teten Szenarien (mit unterschiedlichen EE-Mengen, mit und ohne
CO2-Vorgaben) einen dhnlichen Ausbaubedarf aufzeigen.

Nichtsdestotrotz halten sich in der breiten Offentlichkeit weiterhin
zahlreiche Argumente, welche die Notwendigkeit und/oder die Di-
mension des geplanten Netzausbaus in Zweifel ziehen.

Die im Folgenden genannten Aspekte werden dabei als relevante
Einflussgrofien immer wieder angefiihrt und sollen einer ersten
Einschatzung unterzogen werden.

3.2.1 Festlegung der Vorgabe der Spitzenkappung

Die UNB begriinden im NEP die Spitzenkappung damit, dass
dadurch das Stromibertragungsnetz in keinem der Szenarien fur
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,die letzte erzeugte Kilowattstunde aus erneuerbaren Energien®
dimensioniert wird.

Das Stromnetz wird im Rahmen des NEP-Prozesses so ausgelegt,
dass die maximale Abregelung (Spitzenkappung) flir die einzelnen
EE-Anlagen maximal 3 % der jahrlich moglichen Stromerzeu-
gungsmenge entspricht. Dieser Wert wurde unserer Kenntnis nach
nicht durch eine dkonomische Optimierung festgelegt. Im Rahmen
einer gesamtwirtschaftlichen Betrachtung, bei der zwischen den
Kosten des Netzausbaus und den Kosten der Spitzenkappung
(Wert des abgeregelten Stroms bzw. Kosten fiir zusatzliche EE-
Anlagen) abgewogen wird, kdnnten sich hdhere oder eventuell
niedrigere sinnvolle Werte fur die Spitzenkappung von einzelnen
Anlagen ergeben und damit den Netzausbaubedarf deutlich ver-
andern. Zumindest kdnnte eine Sensitivitdtsanalyse unterschiedli-
cher Prozentsatze flr die Abregelung im Rahmen des NEP Auf-
schluss Uber die Zusammenhange geben.

3.2.2 Nutzung von sonst abgeregeltem Strom durch Anderungen der
Rahmenbedingungen

Im NEP-Prozess werden die aktuellen energiewirtschaftlichen
Rahmenbedingungen in die Zukunft fortgeschrieben. In Bezug auf
die in den letzten Jahren stark gestiegenen abgeregelten Strom-
mengen von erneuerbaren Energien (insbesondere nach

§ 13.2 EnWG) wird derzeit intensiv diskutiert, die Rahmenbedin-
gungen so zu verandern, dass auch ohne zusatzlichen Netzaus-
bau sonst abgeregelter Strom genutzt werden kann. Im Rahmen
der Novelle des Energiewirtschaftsgesetzes (EnWG) im Jahr 2016
sind Uberlegungen aufgekommen kurzfristig die Rahmenbedin-
gungen fur den Einsatz von bis zu 2.000 MW an zuschaltbaren
Lasten Uber die Einbeziehung dieser Anlagen in das Redispat-
chregime der UNB zu schaffen. Um diese Regelungen konkret zu
gestalten, hat der Gesetzgeber im § 13i EnWG 2016 eine Verord-
nungsermachtigung erlassen. Die Abregelung von EE-Strom kdnn-
te damit signifikant gesenkt werden, zum einen durch die direkte
Nutzung des abgeregelten Stroms und zum anderen zusatzlich
durch die zu erwartende Reduktion der KWK-Stromerzeugung in
bestimmten Situationen mit einer hohen erneuerbaren Stromer-
zeugung. Die Warmenachfrage soll dabei dann verstarkt durch
P2H-Anlagen gedeckt werden.

Eine Einbeziehung dieser Nutzungsmaoglichkeit von Strom und der
zusatzlichen Flexibilisierung des Gesamtsystems bei den Betrach-
tungen im NEP-Prozess hatte voraussichtlich einen relevanten
Einfluss auf die Uberregionale Transportaufgabe.
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3.2.3 Annahmen zur Entwicklung des europdischen Auslands

Im NEP-Prozess wird nicht nur die Entwicklung in Deutschland be-
trachtet, sondern auch im europaischen Umfeld. Der Stromaus-
tausch mit den Nachbarlandern nimmt grofen Einfluss auf die
Lastflisse im deutschen Stromnetz und damit auch auf den Aus-
baubedarf der Stromnetze. Fir alle betrachteten Szenarien im
NEP wurde die gleiche Entwicklung fur die Nachbarlander unter-
stellt. Um den Netzausbaubedarf in Deutschland robust abschat-
zen zu konnen, ware es sicher sinnvoll zu untersuchen, inwieweit
eine andere Entwicklung relevanter Einflussgrofen auch im euro-
paischen Umfeld (z. B. mehr Energieeffizienz, schnellere Markit-
durchdringung von erneuerbaren Energien usw.) einen Einfluss
auf die Netzsituation in Deutschland hat.

Tabelle 3: AuRRenhandelsbilanz Strom in 2015 und in den Szena-

rien des NEP
Angaben in 2015 Szenario Szenario Szenario Szenario Szenario
TWh 2025 A 2025 B1 2025 B2 2035 B1 2035 B2
Export 83,1 135,7 124,2 64,4 143,7 104,0
Import 33,0 42,3 53,0 96,4 66,3 96,1
Exportsaldo 50,1 93,4 71,2 -32,0 77,4 7,9

Quelle: UNB (2016)

Ein grof3er Teil der Stromflusse sind Stromtransite durch Deutsch-
land hindurch, je nach Szenario zwischen 34 und 48 TWh. Die
Transite ergeben sich hauptsachlich von Skandinavien nach Sid-
und Westeuropa und bedingen ebenfalls einen Teil des Netzaus-
baus.

Eine wesentliche Einflussgrofle stellen in diesem Zusammenhang
die Handelskapazitaten zwischen den einzelnen Landern dar.
Hierzu wurden die geplanten Kapazitaten aus dem Ten-Year Net-
work Development Plan (TYNDP) der europaischen Netzbetreiber
Ubernommen. Der darin angenommene Ausbau der Kuppelkapazi-
tat (NTC) zwischen den Landern ist sehr hoch. Es wird von einer
Ausweitung der NTC des Marktgebietes Deutschland/Osterreich in
benachbarte Marktgebiete von heute effektiv knapp 20 GW auf et-
wa 40 GW im Jahr 2030 ausgegangen.

Der Ausbau der Kuppelkapazitaten entspricht den Bestrebungen,
einen einheitlichen europaischen Binnenmarkt fir Strom zu schaf-
fen und ist auch vor dem Hintergrund der weitrdumigen Integration
erneuerbarer Energien sinnvoll. In der Praxis kommt er jedoch in
den einzelnen Staaten unterschiedlich schnell voran. Die Annah-
me hoher Handelskapazitaten ermdglicht wiederum hohe Handels-
flisse, beginstigt somit auch Transitflisse und fuhrt dadurch zu
einem hohen Netzausbaubedarf in Deutschland. Eine geringere
Kuppelkapazitat mit dem Ausland (als im NEP angenommen) flihrt
voraussichtlich zu einer insgesamt geringeren Auslastung der
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Stromnetze in Deutschland und zu einem geringeren Ausbaube-
darf. In dieser Studie wird die Rolle des europaischen Auslands in
seiner heutigen Konfiguration betrachtet (siehe Kapitel 4.2.). Die
Verifikation der Rolle der Transitflisse ist nicht Gegenstand dieser
Studie. Aus Sicht der Autoren ware es wiinschenswert, die Zu-
sammenhange zwischen veranderten Handelskapazitaten und
dem notwendigen Netzausbau in einer Sensitivitat im Rahmen des
NEP zu analysieren.

3.2.4 Beschleunigte Dekarbonisierung

Im NEP wurden mit den Szenarien B2 und C explizit Szenarien mit
einer CO,-Begrenzung fir die Strom- und Fernwarmeerzeugung in
Deutschland vorgegeben. Fir das Jahr 2025 wurde der CO.-
Ausstol} in den Szenarien auf 187 Millionen Tonnen begrenzt, flir
das Jahr 2035 auf 134 Millionen Tonnen. In den anderen betrach-
teten Szenarien liegt der CO,-Ausstol3 des modellierten Kraftwerk-
sparks wesentlich héher.

Um die in Paris beschlossenen Klimaschutzziele zu erreichen, ist
eine sehr schnelle Senkung der weltweiten Treibhausgasemissio-
nen notwendig. Laut IPCC (vgl. IPCC (2014)) darf zur Erreichung
des Zwei-Grad-Ziels? ab dem Jahr 2015 weltweit maximal noch
eine Menge von 843 Milliarden Tonnen CO, ausgestol3en werden.
Zur Begrenzung des Temperaturanstiegs auf 1,5°C3 dlrfte der
entsprechende Ausstol3 nur noch 243 Milliarden Tonnen betragen.

Ausgehend von den weltweiten Klimaschutzzielen ist auch in
Deutschland eine schnelle Dekarbonisierung der gesamten Volks-
wirtschaft und damit auch des Energiesystems notwendig.

Da in bestimmten Bereichen wie der Landwirtschaft, dem Flugver-
kehr und einigen industriellen Prozessen eine sehr starke Senkung
der THG-Emissionen schwer zu erreichen ist, wird erwartet, dass
die Energiewirtschaft eine Uberproportional hohe CO,-Minderung
erzielen soll (vgl. Oko-Institut, I1SI (2015), S. 35 ff).

Aus heutiger Sicht ist zur Erreichung des angepeilten 2°C-Ziels ei-
ne Senkung der Treibhausgasemissionen Deutschlands bis zum
Jahr 2040 um mindestens 95 % notwendig. Zur Erreichung einer
1,5°C-Welt muss die notwendige Emissionsminderung noch we-
sentlich fruher erfolgen.

Bei dem angegeben Werten fur das Ziel zur Begrenzung der Erderwarmung auf 2 Grad kann der Schwellenwert mit
einer Wahrscheinlichkeit von 66 % erreicht werden. (IPPC (2014))

Bei dem angegeben Werten fiir das Ziel zur Begrenzung der Erderwarmung auf 1,5 Grad kann der Schwellenwert in
66 % der durchgefiihrten Klimamodellaufe erreicht werden. (IPCC (2014))
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Wenn die Treibhausgasemissionen in Deutschland um 95 % bis
2050 gesenkt werden sollen, musste die Energiewirtschaft voraus-
sichtlich spatestens im Jahr 2040 nahezu CO,-frei sein und wiede-
rum wesentlich friiher zur Erreichung des 1,5°C-Szenarios.

Damit gehen die Klimaschutzszenarien im NEP, gemessen an den
Beschlussen von Paris, von einer zu langsamen Dekarbonisierung
der Strom- und Fernwarmeerzeugung aus.

Eine schnellere Dekarbonisierung lasst sich ohne eine mafgebli-
che Veranderung der Lebensgewohnheiten am ehesten durch ei-
nen Umbau des Energiesystems in Deutschland erreichen. Die
Veranderungen werden alle Bereiche des Energiesystems (Strom-
erzeugung, Speicherung, Energieeffizienz, Elektrifizierung von
Verkehr und Warmemarkt, Bereitstellung von Systemdienstleis-
tungen usw.) betreffen.

Wenn das Energiesystem in den nachsten Jahren sehr schnell
umgebaut werden muss, bestehen hinsichtlich der Ausgestaltung
der verwendeten Technologien, ihrer Betriebsweise und auch der
raumlichen Verteilung dieser Optionen prinzipiell noch betrachtli-
che Spielrdume. Insbesondere eine vorzeitige Stilllegung der vor
allem im Nordosten und Nordwesten konzentrierten Stromerzeu-
gung aus Kohle wirde hier wahrscheinlich eine deutliche Verande-
rung der Lastflisse nach sich ziehen.

Hinsichtlich eines optimierten Gesamtsystems sollten alle geeigne-
ten Optimierungsmoglichkeiten einbezogen werden, insbesondere
auch die mdgliche Wechselwirkung zwischen der sich schnell an-
dernden Stromerzeugung, dem Verbrauch und dem resultierenden
Transportbedarf.

3.2.5 Optionen zur Reduktion des Netzausbaubedarfs

Neben den dargestellten Aspekten, die im aktuellen energiewirt-
schaftlichen Rahmen im NEP heute bereits anders betrachtet wer-
den kénnten, gibt es aus Systemsicht noch weitere Méglichkeiten
zur Ausgestaltung der notwendigen Optimierung des Gesamtsys-
tems aus Erzeugung, Nachfrage und Netz. Hierfir ware eine Ge-
samtoptimierung der drei genannten Teilkomponenten anzustre-
ben.

Die in der Bedarfsplanung verankerten Annahmen zur regionalen
Verteilung der Last, die nicht die nachgelagerten Netzkosten in Be-
tracht ziehen, sollten hinsichtlich der Effizienzgewinne einer Ge-
samtoptimierung untersucht werden. Des Weiteren missen in
der Bedarfsplanung technologische Fortschritte zur Flexibilisie-
rung der Versorgungssituation bertcksichtigt werden.
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Beide Moglichkeiten werden im Folgenden diskutiert und Beispiele
zur Erweiterung der Systemoptimierung gegeben.

Gesamtoptimierung

Im NEP-Prozess wird das Prinzip ,Netz folgt Last“ angewendet,
Erzeugungskapazitaten sowie Last werden demnach als gegeben
angesehen und die notwendige Netzinfrastruktur so ausgelegt,
dass sie der Versorgungssituation gerecht wird. Die Madglichkeit,
den Erzeugungspark oder den Stromverbrauch regional zu beein-
flussen, wird nicht betrachtet.

So wird beispielsweise der regionale EE-Zubau im Szenariorah-
men nach dem Anlagenbestand und den Ausbauzielen der jeweili-
gen Bundeslander sowie dem historischen Zubau regionalisiert.
Der bisherige Zubau an EE-Anlagen hat vorranging an den er-
tragsreichsten Standorten stattgefunden. Die Investitionsentschei-
dung hangt dabei oft an einem privatwirtschaftlichen Nutzenkalkail,
welches nachgelagerte Kosten (wie den Netzausbau) auf die All-
gemeinheit Uberwalzt.

Des Weiteren ist die Gesetzgebung so angelegt, dass kein Anreiz
fur Kraftwerksbetreiber (erneuerbar und konventionell) besteht, bei
Neuinvestitionen die Netzkosten zu bericksichtigen. Laut

§ 8 Kraftwerks-Netzanschlussverordnung (KraftNAV) tragt der An-
schlussnehmer bei konventionellen Erzeugungsanlagen die Kos-
ten zwischen dem nachstgelegenen Netzknotenpunkt und dem
Kraftwerk. Bei erneuerbaren Energien ist nach § 8 EEG 2014,
Abs. 1 die kirzeste, technisch oder wirtschaftlich beste Netzan-
schlussmdglichkeit zu wahlen. In beiden Fallen werden jedoch
nicht die nachgelagerten Kosten, die durch Verstarkungsmafinah-
men des Netzes nétig werden kdnnen, umfassend berlcksichtigt.
In einer einheitlichen Preiszone sind der systemoptimale Standort
einer neuen Erzeugungsanlage und der optimale Standort aus
Sicht des Kraftwerksbetreibers oft unterschiedlich.

Das gleiche Prinzip des abweichenden individuellen und gesell-
schaftlichen Nutzenkalkils ist auch auf der Lastseite zu finden. So
hat ein industrieller GroRRkunde durch die einheitliche Preiszone
keinen Anreiz, seinen Standort in eine Region zu verlagern, die ei-
nen Netzausbau hinfallig macht und somit gesellschaftliche Kosten
vermeidet.

Flexibilitatsoptionen
Die Rolle einer weiteren Flexibilisierung von Erzeugung und Ver-
brauch als mafRgebliche Hilfe zur Beschleunigung der Energie-

wende ist bisher ebenfalls unzureichend in der Netzplanung vertre-
ten.
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So findet bisher keine Berlcksichtigung der Effekte einer Struk-
turveranderung der Last statt. In finf von sechs Szenarien (vgl.
Szenariorahmen 2015) wird der Stromverbrauch als konstant an-
gesehen. Neben der absoluten Héhe des Stromverbrauchs nimmt
auch die zeitliche Struktur des Stromverbrauchs Einfluss auf die zu
bewaltigende Transportaufgabe. Eine differenzierte Betrachtung
der Entwicklung des Stromverbrauchs ware hier zuklnftig sinnvoll.
So fuhrt beispielsweise der in den nachsten Jahren erfolgende
Austausch von Glihlampen durch effizientere Leuchtmittel zu ei-
ner starken Senkung der abendlichen Bedarfsspitze. Die Auswir-
kung solcher strukturellen Effekte auf die Einsparung im Netzaus-
bau werden in der bisherigen Bedarfsplanung nicht betrachtet.

Weitere strukturverandernde Mallnahmen, wie beispielsweise eine
intensive Nutzung von Speichermaoglichkeiten — zur Nutzung
von PV-Strom in der Eigenversorgung wie auch grofiere Batterie-
I6sungen in der netzgestitzten Versorgung — finden bisher im NEP
noch wenig Beachtung. Der Trend fallender Batterie- und Spei-
cherkosten macht diese Flexibilisierungsoption allerdings unab-
dingbar fir ein zuklUnftiges Energiesystem und sollte in einer be-
darfsgerechten Netzanalyse bertcksichtigt werden.

Ebenfalls unbeachtet bleibt die Rolle der Vernetzung und der Op-
timierung auf der 110 kV-Ebene und dem nachgelagerten Verteil-
netz. Bisher unbeachtet bleiben Mdglichkeiten, beispielsweise
durch die Verbindung einzelner 110 kV-Netzgebiete, eine Vergro-
Berung des Bilanzraums ohne die Nutzung des Ubertragungsnet-
zes herzustellen. Zudem kommen gerade dezentrale Optionen,
wie z. B. die Nutzung von Kleinspeichern, die Einbindung von PV-
Strom in Heizungsanlagen und in die Mobilitat eher im nachgela-
gerten Netz zum Einsatz, haben aber trotzdem unmittelbare
Rickwirkung auf die Transportaufgabe im Ubertragungsnetz. In
dieser Studie werden die Effekte dieser Flexibilitatsoptionen sys-
tematisch analysiert. Dabei werden auch Unterschiede in den
Auswirkungen mit und ohne regionale Preissignale aufgezeigt.
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4 Eine modellbasierte Analyse

Den Kern des vorliegenden Gutachtens bildet eine modellbasierte
Analyse verschiedener Ansatze, mithilfe von Flexibilitdtsoptionen
und dezentralen Losungen die Notwendigkeit des Netzausbaus zu
verringern. Die Analysen basieren auf der Modellierung von Grimm
et al. (2016a), die in Grimm et al. (2015a) auf Deutschland ange-
passt wird.4 Im Folgenden werden zunachst die Modellierung im
Detail beschrieben (Kapitel 4.1), die verwendete Datengrundlage
begriindet und diskutiert (Kapitel 4.2), die untersuchten Szenarien
beschrieben (Kapitel 4.3) und abschlieRend die Ergebnisse zu-
sammengefasst (Kapitel 4.4).

4.1 Modellierung

Der notwendige Netzausbau hangt wesentlich von der Ausgestal-
tung des Erzeugungssystems ab, und zwar sowohl vom Technolo-
giemix, als auch von der regionalen Ansiedlung der Erzeugungs-
anlagen. Aus diesem Grund ist es flr eine Analyse der Auswirkun-
gen von Flexibilitdtsoptionen und dezentralen Lésungen unab-
dingbar, sowohl die Investitions- als auch die Produktionsanreize
in einem Strommarktmodell abzubilden.

Der Ansatz von Grimm et al. (2016a) verwendet ein dreistufiges
Gleichgewichtsmodell, in dem ein zentraler Planer (bzw. die regu-
lierten Netzbetreiber) in Antizipation der privatwirtschaftlichen
Standort- und Produktionsentscheidungen von Erzeugungsunter-
nehmen Uber die Netzauslegung entscheidet (Investition in Netz-
kapazitat). Der Stromhandel erfolgt Giber eine zentrale Strombdrse
unter Vernachlassigung maoglicher Netzrestriktionen (Energy-only-
Markt) nach dem Merit-Order-Prinzip. Netzengpasse werden durch
die Netzbetreiber nach Abschluss des Handels durch kostenba-
siertes Redispatch aufgel6st. Der stilisierte zeitliche Ablauf der
modellierten Zusammenhange ist in Abbildung 2 dargestellt, eine
schematische Darstellung der entsprechenden numerischen Mo-
delle findet sich in Abbildung 3.

4

In der Literatur gibt es bereits eine Reihe an Beitragen, welche die prinzipielle Bedeutung der Netzregulierung und -
bewirtschaftung auf Kraftwerks- und Netzinvestitionen diskutieren, vergleiche z. B. H6ffler und Wambach (2013), Rude-
rer und Zo6ttl (2012) oder Inderst und Wambach (2007). Das in Grimm et al. (2015a) verwendete berechenbare Gleich-
gewichtsmodell ist jedoch das erste, das es erlaubt, diese Zusammenhange im Marktumfeld explizit zu quantifizieren.
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Abbildung 2: Zeitlicher Ablauf des Modells in Grimm et al.
(2015a)

¢ ¢ >
¢ o o o o

Investition in Investition in Taglich Stromhandel fir jede-
Netzausbau Erzeugungs- Stunde des Folgetages
(zentraler kapazitat Redispatch nach jedem Bérsen-
Planer) (private Un- tag (Netzbetreiber)
ternehmen)

Quelle: Grimm et al. (2015a)

Im Folgenden werden zunachst die Stufen im Detail beschrieben
und dann die numerische Umsetzung verdeutlicht.

Stufe 1: Netzausbau

In der ersten Stufe entscheidet ein zentraler Planer Gber den die
gesamtwirtschaftliche Wohlfahrt maximierenden Netzausbau unter
der Nebenbedingung, dass die Netzgeblhren die Finanzierung der
Netzinfrastruktur sicherstellen. Die Zielfunktion des Planers, die
soziale Wonhlfahrt, setzt sich dabei aus der Summe der entstehen-
den Konsumenten- und Produzentenrenten zusammen. Somit
hangt die Zielfunktion des Planers von den installierten Erzeu-
gungskapazitaten und der realisierten Produktion der Kraftwerke
ab. Der soziale Planer entscheidet also Uber den Netzausbau mit
dem Ziel der Wohlfahrtsmaximierung und unter Antizipation der
durch den regulatorischen Rahmen induzierten Investitionen in Er-
zeugungskapazitat und der daraus resultierenden Produktion. Zur
Verfugung stehen dem Planer Leitungen, die den Leitungen des
Netzentwicklungsplans entsprechen (siehe Kapitel 4.2).

Stufe 2: Investition und Produktion

In der zweiten Stufe werden die Entscheidungen der privaten Un-
ternehmen zusammengefasst. Da in der Investitionsentscheidung
die Ergebnisse des Borsenhandels antizipiert werden missen, er-
lautern wir zunachst die Produktionsentscheidung. Im Bdérsenhan-
del wird fir jede Stunde des exemplarisch betrachteten Jahres der
Borsenpreis und die gehandelte Menge nach dem Merit-Order-
Prinzip ermittelt. Aus den Ergebnissen resultiert dann die Auslas-
tung einzelner Kraftwerkseinheiten. Beschrankungen durch die
bestehende Netzkapazitat werden an der Bérse nur dann bertick-
sichtigt, wenn sie sich in Preissignalen widerspiegeln kénnen.®

S |n den hier betrachteten Szenarien werden keine regional unterschiedlichen Borsenpreise betrachtet. Zur Betrachtung

von Preiszonen vgl. Grimm et al. (2015a, 2016b).
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Die Investitionsentscheidung in Erzeugungskapazitat determiniert,
wie viel Kapazitat an welchen Standorten im Netz installiert wird in
Antizipation der Erldssituation der entsprechenden Einheiten (d. h.
der Einsatzhaufigkeit und der in den entsprechenden Stunden er-
zielten Deckungsbeitrage). Die Standortentscheidung kann durch
eine standortbedingt unterschiedliche Erldssituation beeinflusst
werden (z. B. bei Preiszonen, die dazu fuhren, dass Netzengpasse
in gewissem Umfang berucksichtigt werden) oder auch durch
standortbezogene Unterschiede in den Investitionskosten (z. B.
durch eine regional differenzierte G-Komponente® oder durch na-
turlich unterschiedliche Standortfaktoren aufgrund von Transport-
kosten der entsprechenden Rohstoffe).

Stufe 3: Redispatch

In der dritten Modellstufe entscheidet der Netzadministrator Gber
Redispatch-MaRnahmen fir alle 8.760 (24 Stunden mal 365 Tage)
Spotmarkt-Ergebnisse. Diese Berechnungen werden signifikant er-
leichtert, da intertemporale Nebenbedingungen der Produktions-
entscheidungen von Kraftwerken in der Modellierung vernachlas-
sigt werden und keine zeitliche Interdependenz zwischen den ein-
zelnen Spotmarkten vorliegt. Die Redispatch-Operationen werden
so gewahlt, dass bei den gegebenen Vergutungsregeln (kostenba-
siertes Redispatch) die Redispatch-Kosten minimiert werden. Da-
bei berlcksichtigt der Netzbetreiber die physikalischen Eigen-
schaften des Netzes (lineares Flussmodell unter Berlcksichtigung
von Maschenregeln) sowie die Beschrankungen durch den Kraft-
werkspark.

Redispatch kann in der Realitat einerseits durch die Zu- und Ab-
schaltung von Kraftwerken erfolgen, andererseits aber auch durch
das Zu- und Abschalten regelbarer Verbraucher oder eine Drosse-
lung der Wind- oder PV-Einspeisung. Wahrend die letzten beiden
Optionen heute noch als Ausnahme zu sehen sind, ist es durchaus
denkbar, dass sie — je nach regulatorischen Rahmenbedingungen
— zum Regelfall werden, da Netzprobleme ohne diese Mal3nah-
men nicht I6sbar sind. Wir erlauben daher in verschiedenen Mo-
dellvarianten auch unkonventionelle Redispatch-MalRnahmen. Im
Rahmen des Redispatches werden beim Auftreten von Netzeng-
passen Kraftwerke vor dem Engpass ab- und Kraftwerke hinter
dem Engpass zugeschaltet. Die Betreiber der abgeschalteten
Kraftwerke missen dem Netzbetreiber ihre vermiedenen variablen
Kosten erstatten, so dass sie genau indifferent zwischen Produkti-
on und Abschaltung sind. Die zugeschalteten Kraftwerke bekom-
men eine Vergltung in Hohe der anfallenden variablen Kosten.
Kostenminimales Redispatch impliziert, dass die teuersten Kraft-

6 Eine G-Komponente (G = Generation) fiir Stromerzeugungsanlagen bewirkt eine optimierte Verteilung der Anlagen im
Stromnetz. Die potenzielle Entgelthdhe ist abhangig vom Netzanschlusspunkt (Ort und Spannungsebene sowie die ggf.
damit verbundenen Ausbaukosten fiir das Stromnetz) und der Einspeisecharakteristik.
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werke vor dem Engpass abgeschaltet und die glinstigsten Kraft-
werke hinter dem Engpass zugeschaltet werden. Die Spezifikation
der Zahlungen impliziert, dass kein Kraftwerksbetreiber durch Re-
dispatch-Einsatze zusatzliche Gewinne oder Verluste realisieren
kann, so dass fir die Unternehmen im Modell der Redispatch-
Einsatz nicht in das Optimierungskalkul eingeht. Abbildung 3 illus-
triert die numerische Umsetzung des beschriebenen mehrstufigen
Modells. Dazu werden in einem ersten Schritt die privatwirtschaftli-
chen Entscheidungen der Erzeuger hergeleitet, die (in den hier
vorliegenden Analysen) innerhalb des deutschen Marktgebietes
keine Preisunterschiede sehen. In einem zweiten Schritt werden
dann die korrespondierenden wohlfahrtsmaximierenden Entschei-
dungen zu Netzausbau und Redispatch bestimmt.

Abbildung 3: Modellskizze: Berechnung des Marktgleichgewichts
(MG)

1. Level: Spotmarkt & Kraftwerksinvestitionen

max Gewinn

u.d. N.
1. Kirchhoffsches Gesetz (Knotenregel) fiir Zonen
(Ubertragungskapazitaten zwischen Zonen)
Erzeugungskapazitaten
Einschrankung der Variablen

2. Level: Redispatch & Leitungsinvestitionen

max Soziale Wohlfahrt

u.d. N.
1. Kirchhoffsches Gesetz (Knotenregel)
2. Kirchhoffsches Gesetz (Maschenregel)
Phasenwinkel des Referenzknotens
Ubertragungskapazitaten
Erzeugungskapazitaten
Zusammenhang Spotmarkt- und Redispatchmengen
Einschrankung der Variablen

Quelle: Eigene Darstellung

Abbildung 4 zeigt das Maximierungsproblem eines hypothetischen
sozialen Planers, der das Gesamtsystem optimiert. Wir werden die
entsprechende Lésung als Benchmark verwenden, um die resultie-
renden Wohlfahrtsgewinne und Effekte einzuordnen.
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Abbildung 4: Modellskizze: Berechnung des Wohlfahrtsoptimums
(FB)

max Soziale Wohlfahrt

u. d. N.
1. Kirchhoffsches Gesetz (Knotenregel)
2. Kirchhoffsches Gesetz (Maschenregel)

Phasenwinkel des Referenzknotens
Ubertragungskapazitaten
Erzeugungskapazitaten
Einschrankung der Variablen

Quelle: Eigene Darstellung
Weitere Details zu den Modellkomponenten

Die Grundlage der Modellierung von Grimm et al. (2015a) bildet
eine Netzstruktur mit Knoten und Kanten (Leitungen), wobei an
den Knoten Verbraucher und/oder Erzeuger angesiedelt sind und
Erzeugung zugebaut werden kann. Hierbei werden sowonhl
Deutschland als auch die zentralen Verbindungen ins Ausland ab-
gebildet. Das deutsche Ubertragungsnetz (inkl. Konnektoren ins
Ausland) wird zu diesem Zweck auf 28 Knoten reduziert (je ein
Knoten pro Bundesland sowie 12 Auslandsknoten, siehe Abbil-
dung 5). Windparks in Nord- und Ostsee werden dabei den Bun-
deslandern zugeordnet, an die sie angebunden sind.
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Abbildung 5: Netzknoten Deutschland und Nachbarstaaten

Quelle: Eigene Darstellung

Leitungen werden im Modell durch die Kanten zwischen den Kno-
ten abgebildet. Der Modellierungsansatz verwendet die allgemein
Ubliche verlustfreie lineare Gleichstrom-Fluss-Approximation (line-
ar lossless DC approximation). Hierfir werden jeder Leitung eine
thermische Kapazitat und ein Widerstandswert zugeordnet. Dies
erlaubt eine Berucksichtigung des ersten und des zweiten Kirch-
hoffschen Gesetzes. Der Zubau von Leitungen wird an ausgewahl-
ten Stellen zugelassen, die aus dem Netzentwicklungsplan abge-
leitet werden. FUr die entsprechenden Leitungskandidaten werden
Investitionskosten (Annuitaten pro km) sowie der Widerstand spe-
zifiziert (siehe Kapitel 4.2).

Bei der Modellierung der Netzstruktur ist zu beachten, dass die be-
trachteten Auslandsknoten untereinander nicht verbunden sind.
Ziel der langfristigen Investitionsanalyse des vorliegenden Gutach-
tens ist es (analog zum Netzentwicklungsplan), innerhalb Deutsch-
lands auftretende regionale Ungleichgewichte von Produktion und
Verbrauch durch das deutsche Ubertragungsnetz zu adressieren —
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ohne Berlcksichtigung moglicherweise zusatzlich vorhandener
Ubertragungswege Uber auslandische Netze.

Beriicksichtigung des Auslands: Bei der Bestimmung des
Marktgleichgewichts im Rahmen der durchgefiihrten Modellbe-
rechnungen wird jedem der Nachbarlander (auBer Osterreich?) ei-
ne eigene Preiszone zugewiesen. Im Fall von knapper Ubertra-
gungskapazitat stellen sich damit bereits am Spotmarkt unter-
schiedliche Preise ein. Dies erlaubt die exakte Modellierung der
aktuellen internationalen Engpassbewirtschaftung durch explizite
bzw. implizite Auktionierung der Grenziibergangkapazitaten. Ent-
sprechend der aktuell geltenden Regeln erfolgt die Bestimmung
der Engpasskapazitaten gemaf der Net-Transfer-Capacities
(NTC-Methode). Hierbei wird in der Realitat im Vorfeld der Auktion
eine jeweils zur Verfligung stehende Ubertragungskapazitat fest-
gelegt. In der Modellierung legen wir jeweils einen Wert fiir die zur
Verfligung stehenden Kapazitaten fir den gesamten Zeitraum fest,
der aus den beobachteten grenziberschreitenden Handelsmen-
gen bestimmt wird.

Nachfrage: Verbraucher sind an den Knoten im Netzwerk ange-
siedelt. Die Nachfrage wird modelliert, indem ausgehend von ei-
nem aus Strommarktdaten bekannten Verbrauchspunkt eine linea-
re Nachfragefunktion mit einer fur den Strommarkt typischen Elas-
tizitat generiert wird. Durch die Fluktuation des stundlichen Ver-
brauchs fluktuieren auch die so generierten Nachfragefunktionen
Uber die Zeit. Die Modellierung der stiindlichen Strommarkte um-
fasst somit 8.760 (24 Stunden mal 365 Tage) stiindliche Nachfra-
gekurven.®

Analog dazu wird eine Residualnachfrage jedes Auslandsknotens
bestimmt. Hierbei ist zu beachten, dass nicht nur positive Nachfra-
gemengen (Export aus Deutschland), sondern auch negative
Mengen (Import nach Deutschland) auftreten kénnen. Die Kalibrie-
rung erfolgt Gber im Jahre 2014 beobachtete Import/Export-
Handelsmengen an den jeweiligen Grenziibergangspunkten zu-
sammen mit den jeweils beobachteten Marktpreisen.

In einer Modellvariante betrachten wir auRerdem die Mdglichkeit,
in Power-to-Gas-Anlagen (P2G) zu investieren. Kommt diese
Technologie zum Einsatz, so besteht die Moglichkeit, Strom in Gas
umzuwandeln, was bei ausreichend niedrigen Strompreisen attrak-

7 Beider Auslegung des Modells fiir Deutschland wird beriicksichtigt, dass Deutschland und Osterreich in einer Preiszo-
ne liegen, indem keine Preisunterschiede zwischen den Handelsgebieten zugelassen werden. An den restlichen Aus-
landsknoten werden Preisunterschiede zugelassen.

Um die Rechenzeit gering zu halten, verwenden wir in einem Grof3teil der Berechnungen lediglich die erste Woche
jedes Monats wodurch sich 12+7+24=2.016 Stunden ergeben. Die Ergebnisse weichen jedoch nur marginal von den Er-
gebnissen bei Zugrundelegen von 8.760 Stunden ab.
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tiv ist. Bis auf die P2G-Anlagen wird die Nachfrage im Modell nicht
endogen betrachtet.

Erneuerbare Erzeugung: Die im Modell endogen betrachteten
Optionen zur erneuerbaren Erzeugung umfassen Wind und PV.
Ausgehend von den aktuellen Bestandsanlagen wird in verschie-
denen Modellvarianten somit der Zubau von Wind- und PV-
Anlagen analysiert. Der Bestand im Jahr 2014 ist in Abbildung 6 il-
lustriert und kann in den Modellrechnungen nicht abgebaut wer-
den. Bei der Analyse der Zubau-Entscheidungen wird beachtet,
dass sowohl die Investitionskosten als auch die Ertrage der Anla-
gen regional variieren. Die Investitionskosten berticksichtigen z. B.
unterschiedliche landschaftliche Gegebenheiten. Fir PV- und
Windkraftanlagen wird eine Lebensdauer von 20 Jahren ange-
setzt. Der Abbildung der unterschiedlichen Ertragsraten liegen re-
gional differenzierte Wind- und Sonnenprofile (bundeslandscharf)
zugrunde. AuRerdem werden fir jedes Bundesland funf verschie-
dene Ertragsklassen betrachtet, um der unterschiedlichen Attrakti-
vitat verschiedener Standorte Rechnung zu tragen. In allen Mo-
dellvarianten wird die jahrliche Erzeugung aus erneuerbaren Ener-
gietragern (Wind und PV) konstant gehalten, variiert werden die
Standorte sowie der Technologiemix.

Abbildung 6: Bestand an PV, Wind Onshore und Wind Offshore
im Jahr 2014 als Ausgangspunkt fur die betrachte-
ten Modellszenarien

Quelle: Eigene Darstellung auf Grundlage des NEP 2025
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Die aufgrund der regionalen Wind- und Sonnenprofile resultieren-
de Einspeisung der installierten Anlagen wird von der Nachfrage
an den einzelnen Knoten abgezogen. Daruber hinaus wird Was-
serkraft exogen als stiindlicher Einspeisevektor in das Modell inte-
griert und ebenfalls an den einzelnen Knoten bericksichtigt. Die
verbleibende Nachfrage wird von konventionellen Kraftwerken ge-
deckt (siehe unten).

Konventionelle Erzeugung: Konventionelle Kraftwerke sind
ebenfalls an den Knoten des Netzwerks angesiedelt. Die hier be-
trachteten Erzeugungsoptionen umfassen Stein- und Braunkohle-
kraftwerke sowie Gaskraftwerke. Ein Teil der Anlagen kann als
Kraft-Warme-Kopplungs-Anlage (KWK-Anlage) betrieben werden.
Fir alle Technologien wird, ausgehend von einem aktuellen Be-
stand, der Zubau endogen im Modell hergeleitet. Der installierte
Kraftwerkspark sowie die Zubau-Optionen folgen den Szenarien,
die fir die Netzentwicklungsplanung verwendet wurden (vgl.

UNB (2014a)). Die Merit Order, die aus dem Bestand resultiert, ist
in Abbildung 7 dargestellt. Nicht an jedem Knoten kann notwendi-
gerweise jede Technologie zur Stromerzeugung eingesetzt wer-
den.® Dies kann im Modell durch eine Einschrankung der Investiti-
onsmoglichkeiten an den einzelnen Knoten oder durch eine Diffe-
renzierung der Investitions- oder Betriebskosten abgebildet wer-
den. 10

9 S0 finden sich z. B. Braunkohlekraftwerke nur nahe der Abbaugebiete, Steinkohlekraftwerke setzen Infrastruktur zur
Belieferung mit Brennstoff voraus (Wasserwege, Bahnanbindung), Gaskraftwerke kénnen hingegen in weiten Teilen
Deutschlands mit ahnlichem Kostenaufwand betrieben werden.

10 Rickbau von Anlagen wird ausflhrlich in der Datengrundlage (Kapitel 4.2) beschrieben.
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Abbildung 7: Merit Order des bestehenden konventionellen und
nicht fluktuierenden erneuerbaren Kraftwerksbe-
standes (ohne Zubau), Grundlage fir betrachtete
Modellszenarien

Quelle: Eigene Darstellung auf Grundlage von UNB (2014a)

Im Modell wird konkret ermittelt, welche der moglichen Erzeu-
gungsanlagen (Art der Erzeugung und Grof3e der Anlage) unter
verschiedenen regulatorischen Rahmenbedingungen zugebaut
werden. Es ist auBerdem maoglich, den Abbau von Kapazitat zu
ermitteln, der erfolgen wirde, wenn die jahrlichen Betriebskosten
einer Erzeugungseinheit durch deren Erlése nicht gedeckt waren.

Investitionsentscheidungen der privaten Erzeugungsunternehmen
basieren in der Modellanalyse auf Kosten-Nutzen-Abwagungen.
Im Folgenden geben wir einen detaillierten Uberblick tber die mo-
dellierten Kostenkomponenten sowie Uber die Determinanten der
Erlése der Erzeugungseinheiten.

Produktionskosten und Angebotsentscheidung: Eine Arbeits-
einheit (MWh) wird im Modell angeboten, wenn der Erl6s, der mit
ihr erzielt wird, hoher ist als die variablen Kosten, die bei ihrer Pro-
duktion entstehen. Da in der Modellierung Marktmacht nicht be-
ricksichtigt wird11, bieten die Erzeuger ihre Kapazitat fiir jede der

1 Die Berticksichtigung von strategischem Verhalten von Firmen ist nach aktuellem Forschungsstand im analysierten
Marktmodell mit Redispatch, Kraftwerksinvestitionen und Netzerweiterung nicht durchfihrbar. Das zentrale Hindernis
besteht darin, dass unter plausiblen Annahmen kein eindeutiges Gleichgewicht des Marktspiels zwischen den Firmen
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24 Stunden eines Tages zu Grenzkostenpreisen an der Strombor-
se an. In Abhangigkeit der Nachfragesituation kommt es jedoch in
vielen Stunden zu Preisen, die deutlich tiber den variablen Kosten
der Erzeugung liegen und die somit zur Amortisation der Investiti-
onskosten fir die Erzeugungseinheit beitragen konnen. Die variab-
len Kosten der Erzeugung (Grenzkosten) setzen sich fur die kon-
ventionellen Kraftwerke aus den Brennstoffkosten und den Kosten
fur notwendige CO,-Zertifikate zusammen. Hierbei wird von einem
auslastungsunabhangigen, aber baujahr- und technologiespezifi-
schen Wirkungsgrad jedes Kraftwerks ausgegangen. Bei KWK-
Anlagen sinken die der Angebotsentscheidung zugrundeliegenden
Produktionskosten um den Erlés aus dem Warmeangebot. Dyna-
mische Komponenten, wie z. B. Anfahrtskosten, Minimalauslas-
tung von Kraftwerken oder Beschrankungen der Einsenkge-
schwindigkeit der Kraftwerke, finden keine Beriicksichtigung.12

Betriebskosten: Die Betriebskosten sind Kosten, die aus der Be-
triebsbereitschaft einer Anlage entstehen. Sie sind kurzfristig nicht
vermeidbar und werden daher bei der Angebotsentscheidung nicht
bertcksichtigt. Langfristig kdnnen sie durch eine Stilllegung der
Anlage vermieden werden. Ein Vergleich der Betriebskosten mit
den erwarteten Erldsen eines Kraftwerks (z. B. fir das kommende
Quartal oder Halbjahr) erlaubt somit eine Entscheidung Gber Still-
legung oder Weiterbetrieb der Einheit.

Investitionskosten: Investitionen in Erzeugungskapazitat stellen
extrem langfristige Entscheidungen dar, da Erzeugungsanlagen
eine Lebensdauer von mehreren Jahrzehnten haben. Die Investiti-
onsentscheidung sollte erfolgen, wenn die erwarteten Erlése aus
dem Betrieb der Anlage Uber ihre Lebensdauer die Investitionskos-
ten Ubersteigen. Fir Kraftwerke wird eine Abschreibungsdauer3
von 35 Jahren fiir Kohlekraftwerke und 25 Jahre fir Gaskraftwerke
angelegt. Hieraus lasst sich eine ,Annuitat® (in €/ MW) fur die In-
vestitionskosten errechnen, d. h. der Betrag, den das Kraftwerk in-
nerhalb eines Jahres mit einer installierten Kapazitat von einem
MW verdienen muss, damit die Investition lohnenswert ist. In der
Modellanalyse wird ein ,typisches” Jahr betrachtet, in dem die Un-
ternehmen dann Kapazitat zubauen, wenn der Betrieb der zusatz-
lichen Kapazitat rentabel ist, d. h. die Erlose die Investitionskosten

12

existiert. Dadurch ergibt sich eine sehr groRe Beliebigkeit der daraus resultierenden Gesamtlésung, die dann keinerlei
belastbare Aussagen fir die im Gutachten behandelten Fragestellungen zulasst.

Diese flihren zu intertemporalen Nebenbedingungen des Gleichgewichtsproblems. Zur exakten Bestimmung des kurz-
fristigen Kraftwerkseinsatzes sind diese Nebenbedingungen in der Tat von grofRer Bedeutung. Allerdings fokussiert die
im vorliegenden Gutachten durchgefiihrte Analyse auf den langfristigen Kraftwerks- und Netzausbau. Hier fihrt eine de-
taillierte Beriicksichtigung dieser intertemporalen Nebenbedingungen zu signifikanten Laufzeitverlangerungen des ver-
wendeten Losungsalgorithmus und macht somit sinnvolle Laufzeiten unméglich. Es ist dartiber hinaus davon auszuge-
hen, dass diese intertemporalen Nebenbedingungen, die den kurzfristigen Kraftwerkseinsatz betreffen, keinen signifi-
kanten Einfluss auf die langfristigen Entscheidungen haben. Einschlagige Studien der Fachliteratur, die langfristige In-
vestitionsentscheidungen betrachten, wahlen in der Regel einen analogen Ansatz.

13 vgl. Konstantin (2013), S. 311
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Ubersteigen. Der Umfang des Zubaus, d. h. die Grofde der ent-
sprechenden Kraftwerke, wird Gber eine Grenzbetrachtung ermit-
telt: Fur jedes zusatzliche MW installierte Leistung wird Uberpruift,
ob der Grenzerlos, d. h. die Summe der erwarteten zusatzlichen
Erlése durch die zusatzlich installierte Leistung, hdher ist als die
Grenzkosten (Annuitat pro MW). Der Grenzerlds einer zusatzli-
chen Kapazitatseinheit wird dabei entscheidend von den im Modell
abgebildeten Marktregeln bestimmt. Daher lassen sich im Modell
die Auswirkungen des regulatorischen Rahmens auf die Investiti-
onsentscheidungen explizit untersuchen.

Netzgebiihren: Netzgebihren werden mit dem Ziel erhoben, die
Netzinvestitionen zu finanzieren und auf die Verbraucher umzule-
gen. Im Modell werden Geblhren zur Abzahlung bestehender
Infrastruktur berticksichtigt'4 sowie die Erhéhung des Netzent-
gelts, das sich aus dem Zubau von Leitungen, Einnahmen an den
Grenzkuppelstellen und aus dem finanziellen Aufwand fir Redis-
patch ergibt.

Mithilfe der hier vorgestellten Herangehensweise ist es mdglich,
endogen die Auswirkung verschiedener regulatorischer Rahmen-
bedingungen auf (i) die Produktions- und Investitionsanreize der
privatwirtschaftlichen (ihren Gewinn maximierenden) Erzeuger und
(i) den in dem entsprechenden Rahmen optimalen Netzausbau zu
ermitteln. Dies erfolgt in anderen einschlagigen Studien nicht. So
stellt die Netzausbauplanung beispielsweise auf eine prognosti-
zierte Entwicklung des Kraftwerksparks und des EE-Zubaus ab. Es
wird aber nicht untersucht, ob veranderte Investitionsanreize in
(konventionelle und erneuerbare) Erzeugungskapazitaten zu einer
anderen optimalen Netzauslegung fuhren wurden — und wie sich
die Gesamtkosten der Stromerzeugung in verschiedenen Szenari-
en unterscheiden wirden. Einen solchen Vergleich leistet das hier
vorgestellte Verfahren.

4.2 Datengrundlage fir die Modellrechnungen

Vor dem Einsatz des Modells fur die Abschatzung der Auswirkun-
gen regulatorischer Rahmenbedingungen auf das Energiesystem
der Zukunft ist eine umfassende Kalibrierung erforderlich. Dabei ist
es von entscheidender Bedeutung, fiir die exogenen Parameter
Daten zu verwenden, die auf belastbaren Zukunftsprognosen ba-
sieren und/oder eine Grundlage von alternativen Modellen bilden,

14 Fur die Finanzierung des Bestandsnetzes werden 2 Mrd. € veranschlagt und auf die Verbraucher (pro MWh) umgelegt.
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welche Aussagen Uber die zukinftige Konfiguration des Strom-
marktes treffen. 15

Da der Fokus dieser Analyse auf dem deutschen Strommarkt unter
Berlcksichtigung der Interkonnektoren zu den Nachbarlandern
liegt, werden — wo dies mdglich ist — Eingangsparameter aus dem
Szenariorahmen fir die Netzentwicklungsplane Strom 2015 der
Ubertragungsnetzbetreiber verwendet (siehe UNB (2014)). Der
Szenariorahmen ist die Grundlage fur die Erstellung des NEP und
stellt sechs Szenarien vor. Dabei werden drei unterschiedliche
Entwicklungspfade unterstellt und der Erzeugungsmix im Jahr
2025 prognostiziert. Eines dieser Szenarien (B 2035) schreibt ei-
nen dieser Entwicklungspfade fort, um einen méglichen Verlauf fur
die kommenden 20 Jahre abzubilden. Dieses Szenario wird fir die
Kalibrierung der exogenen Parameter des Modells verwendet.

Fur modellendogene Variablen — die konventionelle sowie in eini-
gen Szenarien die erneuerbare Kraftwerkskapazitat und die Netz-
infrastruktur — werden lediglich Informationen Uber den zu erwar-
tenden Rickbau genutzt, wahrend sich alle Zubau-
Entscheidungen aus der Modellanalyse ergeben. Alle anderen
Groflen werden als Inputparameter verwendet, wie es im Detail
weiter unten beschrieben ist.

Die Begrundung, das in der fernen Zukunft liegende Szenario zu
wahlen, ist naheliegend. Ein Investor, der heute eine Investition in
Erzeugungskapazitat erwagt, muss inklusive Genehmigungsver-
fahren und Bauphase fiinf bis sieben Jahre einplanen, bis das ge-
plante Kraftwerk einsatzfahig ist. Der Zeitraum um 2025 lage somit
in etwa zu Beginn der Betriebsphase des Kraftwerks. Fur die In-
vestitionsentscheidung sind jedoch die Bedingungen im Laufe der
gesamten Lebensdauer des Kraftwerks relevant. Diese werden
deutlich besser durch die Bedingungen zu einem spateren Zeit-
punkt (hier: 2035) abgebildet. Ein weiteres Argument fiir die Ver-
wendung des Szenarios B 2035 ist der bis dahin erfolgte starkere
Ruckbau konventioneller Kraftwerkskapazitat. Der dadurch not-
wendige umfangreichere Zubau erlaubt deutlichere Ruckschlisse
auf die Anreizwirkungen verschiedener regulatorischer Rahmen-
bedingungen und die GréRenordnungen der Effekte.

Da in einem berechenbaren Gleichgewichtsmodell simultan die
(langfristigen) Investitionsanreize und die (kurzfristigen) Produkti-
onsanreize zusammen mit dem damit einhergehenden Netzaus-
bau berechnet werden, ist eine signifikante Vereinfachung der zu-
grundeliegenden Netzknotenstruktur notwendig. Fur die sinnvolle
O0konomische Kalibrierung des Modells erfolgt eine Aufteilung des
gesamten Markt- und Netzgebiets anhand der einzelnen Bundes-

15 |m ersten Fall ist das Ziel eine moglichst akkurate Abschatzung von quantitativen Effekten, im zweiten Fall ermdéglichen
die Ergebnisse eine Uberpriifung bestehender Prognosen mit alternativen Ansétzen.
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lander. Das deutsche Ubertragungsnetz wird aggregiert, so dass
jedes Bundesland einen Netzknoten zugeordnet bekommt, der das
entsprechende Versorgungsgebiet bedient.

Bestandsnetz: Da es fiir die Kalibrierung des Netzes aktuell keine
offentlich zugangliche Quelle mit allen fur die Modellierung rele-
vanten Daten gibt, wurde die Netzinfrastruktur unter Einbeziehung
mehrerer Quellen kalibriert. Auf der Grundlage der Karte des
Deutschen Hochstspannungsnetzes von VDE (2014) und unter
Zuhilfenahme von 50Hertz (2015), Amprion (2015), Tennet (2015)
sowie dem detaillierten Netzplan in Joost (2015) wurden die zwi-
schen den Bundeslandern bestehenden Leitungen sowie ihre Lan-
ge ermittelt. Die relevanten physischen Werte der Reaktanz und
der thermischen Kapazitat der unterschiedlichen Leitungstypen
sind in Kiel3ling et al. (2001) und Egerer et al. (2014) aufgefiihrt.
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Abbildung 8: Haupttrassen des NEP 2014, Szenario B 2034

Quelle: UNB (2014b)

Netzausbau: Der im Modell berlcksichtigte Leitungsausbau er-
folgt entlang der vier im NEP 2014 vorgegebenen Korridore fur
den DC-Netzausbau (vgl. DC-Neubau in Abbildung 8 und UNB
(2014b)). Entlang jedes Korridors kénnen einzelne HGU-
Verbindungen als Teilprojekte des Netzentwicklungsplans 2014
realisiert werden. Insgesamt werden somit alle 15 diskutierten
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HGU-Verbindungen als Leitungskandidaten fiir den Netzausbau im
Modell berlcksichtigt. Um die Berechenbarkeit der Kalibrierung zu
gewahrleisten, kénnen die restlichen Wechselstromleitungen fiir
den Ausbau im Ubertragungsnetz des NEP 2014 nicht weiter be-
ricksichtigt werden, da es sich bei den Entscheidungsvariablen fiir
den Netzausbau um ganzzahlige Variablen handelt, welche zu ei-
ner stark verlangerten Laufzeit fuhren. Da die Investitionskosten
der vernachlassigten Leitungen weit unter den Kosten der viel 1an-
geren HGU-Leitungen liegen und da viele dieser kirzeren Leitun-
gen auch nur innerhalb eines einzelnen Bundeslandes verlaufen,
haben die unterschiedlichen hier diskutierten Anreizsysteme eine
geringere Auswirkung auf Unterschiede beim Ausbau der Wech-
selstromverbindungen als bei der Ausbauentscheidung der HGU-
Leitungen. Zusatzlich fuhren die momentanen Akzeptanzprobleme
in der Gesellschaft beim Bau der HGU-Leitungen zu einem weite-
ren Anstieg der Netzausbaukosten und zu einem gesteigerten In-
teresse an Alternativen zum Leitungsausbau.

Die verwendeten Kosten fir den Netzausbau basieren auf den
Kostenschéatzungen aus dem Netzentwicklungsplan der Ubertra-
gungsnetzbetreiber (UNB (2012)). Fiir den Neubau von DC-
Freileitungen werden 1,4 Mio. € pro km veranschlagt und DC-
Konverterstationen, die pro Leitung jeweils zweimal benétigt wer-
den, kosten 0,13 Mio. € pro MW. Fir jede Leitung werden die Kos-
ten pro km mit der jeweiligen Leitungslange multipliziert, wobei je-
weils die DC-Konverterstationen berlcksichtigt werden. Als Einga-
be in das Optimierungsmodell wird die Annuitat berechnet, dabei
werden ein Zinssatz von 6 % und eine Abschreibungsdauer von 25
Jahren angenommen'6. Fir alle Leitungen mit gleichen Start- und
Endknoten werden durchschnittliche Kosten ermittelt. Die nachfol-
gende Tabelle gibt einen Uberblick tber die im Modell verwende-
ten Kosten der Netzausbaumaflinahmen.

16 Alle aufgefiihrten Werte sind entnommen aus dem NEP 2012 (vgl. UNB, (2012)).
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Tabelle 4: Kosten der NetzausbaumalRnahmen als Annuitéaten

Investitionskosten

Leitungsverlauf MaBnahmen nach NEP 2014 als Annuitat
[Mio. €]
NI — NW (A01, A11, A15) 81,2
NW - BW (A02) 77.9
NI - HE (B03, B04) 89,4
SH - BW (C05, C05a, CO6WDL) 127.6
SH-BY (C06mod, C08) 119,0
ST -BY (D18, D19a) 106,4
MV - ST (D19b, D20) 67,0

Quelle: Eigene Darstellung auf Grundlage von UNB (2012)

Nachfrage: Fur den Szenariorahmen 2025 werden verschiedene
Entwicklungspfade des Nettostromverbrauchs berlicksichtigt.'” In
dem flr die Kalibrierung verwendeten Szenario B 2035 wird eine
konstante Entwicklung des Nettostromverbrauchs unterstellt. In
dieser Analyse werden stiindliche Nachfragedaten fiir Deutschland
aus dem Jahr 2014 verwendet, die Uber www.entsoe.eu verfigbar
sind. Die Aufteilung der Nachfragemengen auf die Bundeslander
orientiert sich an den statistischen Daten des Landerarbeitskreises
Energiebilanzen.’8 Tabelle 5 gibt einen Uberblick tiber den Strom-
verbrauch nach Bundeslandern in Deutschland.

17 vgl. BNetzA (2014b), S. 76

18 vigl. UNB (2014a), S. 60, Tabelle 32
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Tabelle 5: Stromverbrauch nach Bundeslandern gemal3 NEP-

Annahmen
Bundesland Verbrauch [TWh] Anteil [%]
Baden-Wurttemberg 73,2 13,4 %
Bayern 80,3 14,7 %
Berlin 13,4 2,4 %
Brandenburg 15,0 27 %
Bremen 5,0 0,9 %
Hamburg 12,7 23%
Hessen 38,1 7,0 %
Mecklenburg-Vorpommern 6,4 1,2 %
Niedersachsen 53,4 9,8 %
Nordrhein-Westfalen 151,6 27,7 %
Rheinland-Pfalz 28,4 52 %
Saarland 9,2 1,7 %
Sachsen 20,2 3,7 %
Sachsen-Anhalt 15,7 29%
Schleswig-Holstein 12,2 22%
Thiringen 12,6 23%
Deutschland 547,4 100,0 %

Quelle: Eigene Darstellung auf Grundlage von UNB (2014a)

Beriicksichtigung der erneuerbaren Erzeugung: In den Be-
rechnungen werden Investitionsanreize flir erneuerbare Erzeu-
gung sowohl endogen als auch exogen betrachtet.

Fir eine endogene Betrachtung der Investitionsanreize fir erneu-
erbare Erzeugungseinheiten missen in der Modellierung die be-
stehenden Anlagen erfasst werden. Diese kénnen fir Wind On-
shore und PV dem Szenariorahmen fiir die Netzentwicklungsplane
Strom 2015 (UNB (2014a)) entnommen werden und werden flr
Wind Offshore gemaR der EEG-Anlagenstammdaten zur Jahres-
abrechnung 2013 (UNB (2015)) fiir die relevanten Bundeslander
bestimmt. Da flr das Jahr 2013 nur die Offshore-Windanlagen ge-
listet sind, die auch an das Netz angeschlossen sind, und da an-
genommen wird, dass auch alle im Szenario B 2035 gelisteten
Offshore-Windanlagen an das deutsche Netz angeschlossen sind,
werden die Offshore- und Onshore-Anlagen im Weiteren als Tech-
nologie Wind zusammengefasst. Tabelle 7 gibt einen Uberblick
Uber die verwendeten Werte.

Fir die exogene Betrachtung der Investitionsanreize fiir erneuer-

bare Erzeugung muss der prognostizierte Ausbau an erneuerbarer
Erzeugung in die Eingabedaten aufgenommen werden.
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Dieser ist in zahlreichen Zukunftsszenarien betrachtet worden, die
ebenfalls im Szenariorahmen fur die Netzentwicklungsplane Strom
2015 (UNB (2014a)) zusammengefasst sind. Fir die Kalibrierung
des Modells werden die Ausbauprognosen des Szenarios B 2035
verwendet, '° die entsprechenden Daten fiir Wind, PV, Biomasse-
anlagen und Wasserkraft pro Bundesland bereitstellen. Tabelle 6
fasst die hier verwendeten Daten zusammen.

Laufwasser wird als exogen gegebener stindlicher Einspeisevek-
tor in die Modellierung integriert. Hierbei wurden in einem ersten
Schritt die monatlichen Erzeugungsmengen fiir das Bundesgebiet
(Destatis (2016)) stundlich interpoliert. In einem zweiten Schritt
wurde die stiindliche Erzeugung anhand des Verhaltnisses der in-
stallierten Leistung auf die Bundeslander aufgeteilt

(BDEW (2014)).

Tabelle 6: Nettonennleistungen und prognostizierte Nettonenn-
leistungen aller Erzeugungseinheiten, 2013 und Sze-

nario B 2035
Erzeugungstyp Refel['(e;rx]2013 Szena[g?’v? 2035
Kernenergie 12,1 0,0
Braunkohle 21,2 13,9
Steinkohle 26,2 14,9
Erdgas 26,5 37,5
Mineraldlprodukte 4.1 1,1
Speicher (inkl. Pumpspeicher) 6,4 12,6
Sonstige konventionelle 3,2 1,7
Abfall 1,6 1,6
Summe 101,2 83,3
Wind Onshore 33,2 82,2
Wind Offshore 0,5 18,5
Photovoltaik 35,1 60,7
Biomasse 6,4 8,2
Wasserkraft 4.6 4.9
Sonstige erneuerbare 0,4 1,2
Summe 80,2 175,7

Quelle: Eigene Darstellung auf der Grundlage von UNB (2014a), S. 15, Tab. 1

Das im Szenariorahmen prognostizierte Wachstum der EE-
Produktion fur jedes Bundesland kann fir das Szenario B 2035
dem Szenariorahmen 2015 (siehe UNB (2014), S. 72-74) ent-
nommen werden.

19 vgl. UNB (2014a), S. 44 ff.

36



Tabelle 7: Installierte Leistung, Wind Onshore, Wind Offshore und
Photovoltaik nach Bundeslandern, Bestand 2014 und
Prognosewerte Szenario B 2035

Angaben in GW Wind Onshore Wind Offshore Photovoltaik
Bundesland 2014 B 2035 2014 B 2035 2014 B 2035
Baden-Wiurttemberg 0,6 59 0 0 5,0 8,5
Bayern 1,4 5 0 0 111 15
Berlin 0 0,1 0 0 0 0,2
Brandenburg 54 9,1 0 0 2,9 3,8
Bremen 0,2 0,4 0 0 0 0,2
Hamburg 0 0,1 0 0 0 0,1
Hessen 1,0 4.1 0 0 1,8 3,2
Mecklenburg-Vorpommern 2,6 9 0,3 1,9 1,3 1,9
Niedersachsen 8,0 14,8 2,1 13,6 3,5 6,2
Nordrhein-Westfalen 3,7 11,6 0 0 4,2 8
Rheinland-Pfalz 2,7 6,4 0 0 1,9 3.1
Saarland 0,2 0,8 0 0 0,4 0,7
Sachsen 1,1 21 0 0 1,6 2,6
Sachsen-Anhalt 4,2 55 0 0 1,8 2,5
Schleswig-Holstein 4.9 10,7 1,4 3 1,5 2,5
Thiiringen 1,2 3.2 0 0 1,1 1,6
Summe 37,2 88,8 1,4 18,5 38,1 59,9
Quelle: Eigene Darstellung auf der Grundlage von UNB (2016) und BNetzA (2015)
Die Fluktuation der Produktion von EE-Anlagen wird aus dem Re-
ferenzjahr 2014 Gbernommen (vgl. Webseiten der Ubertragungs-
netzbetreiber?® als Grundlage zur Berechnung stiindlicher Produk-
tionsmengen) und mit dem fir jedes Bundesland berechneten
Ausbaufaktor skaliert.
Die Fluktuation liegt dabei empirisch nur als stlndlicher Einspeise-
vektor fur Strom aus Windkraft- und PV-Anlagen fir die einzelnen
Regelzonen vor. Mittels der Verwendung der installierten Leistung
von Windkraft- und PV-Anlagen in Regelzonen und Bundeslandern
sowie des Zuschnitts gerasterter Wetterdaten auf Regelzonen
bzw. Bundeslander werden die Einspeisevektoren von der Regel-
zonenebene auf Bundeslanderebene bertragen (vgl. BNetzA
(2015)) fur die installierte Kapazitat, die Webseiten der UNB fir die
Einspeisezeitreihen auf Regelzonenebene sowie NASA (2016) fir
gerasterte Wind- und Solarstrahlungsdaten). Um auch innerhalb
der Bundeslander regional unterschiedlich guten Voraussetzungen
20 siehe www.50hertz.com/de/Kennzahlen, www.amprion.net/netzkennzahlen,

www.tennettso.de/site/Transparenz/veroeffentlichungen/netzkennzahlen und www.transnetbw.de/de/kennzahlen
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fur EE-Anlagen Rechnung zu tragen und somit die Investitionsent-
scheidungen flr EE-Anlagen differenziert zu betrachten, wurden
fur jedes Bundesland finf Klassen gebildet. Das technische Po-
tenzial eines Bundeslandes wurde anschlielend Uber die funf
Qualitatsklassen gleichverteilt, so dass schlechtere Klassen eines
prinzipiell ertragreichen Bundeslandes erst nach ertragreichen
Klassen eines prinzipiell ertragsarmen Bundeslandes endogen zu-
gebaut werden?1.

Auch die maximale Kapazitat pro Bundesland flr jede Technologie
wird gleichmaRig auf alle fiinf Klassen aufgeteilt. Die bestehenden
Kapazitaten werden dann sowohl fir 2014 als auch fur 2035 auf
die Klassen aufgeteilt. Dann werden die Klassen in absteigender
Reihenfolge beginnend bei der besten Klasse bis zu ihrer maxima-
len Kapazitat sowohl mit dem Bestand fir 2014 als auch mit den
bestehenden Kapazitaten flir 2035 befilllt.

Die sich so ergebenden stiindlichen Produktionsmengen der EE-
Anlagen pro Bundesland gehen dann als Inputparameter in das
Modell zur Analyse der Investitionsanreize mit Grenzkosten von
null ein und missen am Spotmarkt vorrangig und vollstandig ab-
genommen werden.

Konventionelle Bestandskraftwerke: Die vorliegende Studie un-
tersucht ausgehend von den im Szenariorahmen skizzierten Rah-
menbedingungen die Investitionsanreize fur konventionelle Erzeu-
gungseinheiten und Netzinfrastruktur. Dazu muss in der Modellie-
rung der Kraftwerksbestand erfasst werden. Es wird hier wiederum
auf die Daten des Szenariorahmens und die dazugehdrige Kraft-
werksliste?? zuriickgegriffen. Aufgelistet sind dort alle Kraftwerke
der Technologieklassen Abfall, Braunkohle, Erdgas, Kernenergie,
Mineraldlprodukte, Pumpspeicher, Steinkohle und Sonstige mit In-
formationen zu PLZ, Bundesland und Jahr der Inbetriebnahme. In
der Modellierung beschranken wir uns auf die Technologieklassen
Braunkohle, Erdgas und Steinkohle, wobei die Erdgasanlagen in
GUD und GT aufgeteilt sind. Zusatzlich werden in der Modellie-
rung marktgefuhrte KWK-Anlagen bericksichtigt, die an Gas-GuD-
Anlagen gekoppelt sind. Berlcksichtigt werden nur bestehende
Kraftwerke, die in Szenario B 2035 noch in Betrieb sind (d. h. Leis-
tung > 0) und deren Status aktuell nicht ,In Planung ist, sondern
.In Bau®, ,In Betrieb®, ,Reserve” oder ,vorlaufig stillgelegt® (sofern
der Szenariorahmen fur 2035 eine Kapazitat vorsieht). Kraftwerks-
investitionen in konventionelle Technologien werden in dem Modell
immer endogen bestimmt. Als Kandidaten flr die Analyse der In-
vestitionsentscheidung kann in jedem Bundesland ohne obere Be-

21 Als Quellen fiir die bundeslandspezifischen technischen Potenziale wurden folgende Daten verwendet: Wind Off
shore: IWES (2012); Wind Onshore: BWE (2012); PV-Dachflache: BMVI (2014); PV-Freiflache: Eigene Berechnung
nach Destatis (2014).

22 y/gl. UNB (2014a)

38



schrankung in die Technologie Gas-GuD investiert werden. Stein-
kohlekraftwerke kénnen nur in den Bundeslandern ausgebaut
werden, in denen im Szenario B 2035 Steinkohlekraftwerke produ-
zieren?®,

In Deutschland gibt es Braunkohlevorkommen in Nordrhein-
Westfalen, Sachsen, Sachsen-Anhalt und Brandenburg. Die noch
vorhandenen Reserven im Jahr 2040 werden gemeinsam mit der
jahrlich maximal abbaubaren Menge dargestellt (vgl. Tabelle 8).

Tabelle 8: Braunkohlevorrate und maximal abbaubare Mengen
nach Bundeslandern

Verbleibende Vorrite Jahrlich max.

Bundesland 2040 abbaubare Menge

[Mio. ] [Mio. t]
Nordrhein-Westfalen 2.332 110
Sachsen &
Sachsen-Anhalt 73 21
Brandenburg 314 69
Summe 2.719 200

Quelle: DIW (2012)

Aufgrund der noch verbleibenden Vorrate in Nordrhein-Westfalen
erscheint hier der Bau zusatzlicher Braunkohlekraftwerke ohne
Kapazitatsgrenze mdglich. In Sachsen und Sachsen-Anhalt wird in
den bereits erschlossenen Abbaugebieten laut Gerbaulet et al.
(2012) im Jahr 2040 nur noch eine geringe Restmenge der einst
vorhandenen Braunkohlevorkommen verfligbar sein. Deshalb er-
scheint ein Kraftwerksbau, der eine NeuerschlieRung von Abbau-
kapazitaten voraussetzen wirde, an dieser Stelle nicht sinnvoll.
Auch in Brandenburg sind die 2040 noch vorhandenen Kapazita-
ten limitiert. Hier ist lediglich die Nachristung bzw. Modernisierung
bestehender Kraftwerke als Ersatz der bis 2040 voraussichtlich
stillgelegten Kraftwerke ein sinnvolles Szenario. Fiir das Modell
werden die Nachristung bzw. die Modernisierung als Neubau de-
finiert mit der Kapazitat der bis 2040 stillgelegten Braunkohlekraft-
werke (2.790 MW) als Kapazitatsgrenze.

Berucksichtigung von KWK-Anlagen: Bei der Modellierung von
KWK-Anlagen wird hier stark vereinfacht zwischen warme- und
strommarktgeflihrten KWK-Anlagen unterschieden. Warmegefihr-
te Anlagen werden exogen in das Modell integriert. Dazu werden
die bestehenden Kapazitaten an warmegefihrten KWK-Anlagen
aus dem aktuellen Kraftwerkspark herausgenommen und als exo-

23 Schleswig-Holstein, Mecklenburg-Vorpommern, Hamburg, Niedersachsen, Nordrhein-Westfalen, Hessen, Baden-
Wirttemberg und Bayern
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gen gegebener Einspeisevektor in das Modell integriert. Hierbei
wird nach Einschatzung von Prognos vereinfacht eine Banderzeu-
gung unterstellt. Ein endogener Zubau ist nicht mdglich.

Strommarktgefihrte KWK-Anlagen werden daher im Modell endo-
gen betrachtet. Dazu werden die bestehenden KWK-Anlagen mit
niedrigeren Grenzkosten im bestehenden Kraftwerkspark bertck-
sichtigt, die durch die zusatzlichen Einnahmen aus dem Verkauf
von Warme entstehen. Der Grenzkostenvorteil flr erdgasbetriebe-
ne KWK-Kraftwerke im KWK-Betrieb wird im Jahresmittel mit

20 €/ MWh angenommen. Dieser Wert berticksichtigt Gberschlagig
den Wert der ausgekoppelten Warme als Mittel von verschiedenen
in der Praxis auftretenden KWK-Systemen und Betriebsweisen. In
den abgebildeten Szenarien wird fur Erdgas-KWK-Anlagen von ei-
ner maximal installierten Leistung von 20 GW ausgegangen.

In Tabelle 9 sind die bestehenden KWK-Anlagen sowie Obergren-
zen pro Bundesland aufgefthrt. Die jeweils angenommenen Gren-
zen fur die einzelnen Bundeslander kdnnen nicht in Summe aus-
genutzt werden, da sonst das maximal angenommene Potenzial
fur Deutschland Uberschritten wird. Dieses Potenzial wird zum ei-
nen von der Warmeseite begrenzt und zum anderen von der lang-
fristigen Perspektive fir fossile Erzeugungsanlagen.

Tabelle 9: Bestand Erdgas-KWK-Anlagen 2035 abzuglich in Pla-
nung befindlicher Anlagen und maximaler Zubau nach
Bundeslandern

Bestand KWK Bestand KWK Max. Zubau

Bundesland warmegefiihrt marktgefiihrt marktgefiihrt
[MwW] [MwW] [MwW]
Baden-Wirttemberg 224 382 3.000
Bayern 585 684 1.000
Berlin 0 752 1.000
Brandenburg 122 118 500
Bremen 0 445 1.000
Hamburg 16 127 1.000
Hessen 554 169 1.000
Mecklenburg-Vorpommern 53 272 500
Niedersachsen 410 334 1.000
Nordrhein-Westfalen 1.487 3.152 4.000
Rheinland-Pfalz 1.017 422 1.000
Saarland 0 164 500
Sachsen 73 472 1.000
Sachsen-Anhalt 593 97 500
Schleswig-Holstein 0 493 1.000
Thiringen 0 371 500
Summe 5.133 8.453 a”f;rg:’:tbe'

Quelle: Eigene Darstellung auf Grundlage der Kraftwerkslisten von BNetzA (2014) (Be-
stand) und eigene Annahmen (max. Zubau)
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Da in der Modellierung ein ,reprasentatives Jahr” betrachtet wird,
werden in der Analyse der Investitionsentscheidungen Annuitaten
der Investitionskosten angesetzt. Die verwendeten Zahlen fir kon-
ventionelle Energieerzeugung basieren auf Konstantin (2013)%*
und finden sich in Tabelle 10.

Tabelle 10: Investitions-, Betriebs- und Produktionskosten der kon-
ventionellen Erzeugung

Investitions- Fixe Brennstofforeise Variable Produktions-

Technologie kosten Betriebskosten (€/MWh P ) kosten

(€/MW) (€/MW) therm (€/MWh)
Braunkohle25 235.730 101.500 1,50 31,32-35,95
Steinkohle 202.330 46.286 9,58 45,15-58,77
Gas GuD 80.100 16.500 27,00 55,95-68,24
Gas GT 56.330 9.333 27,00 89,90-111,90
Gas GuD mit KWK 103.832 16.500 27,00 35,95-48,24

Quelle: Eigene Darstellung nach Konstantin (2013) und Einschétzung Prognos

Da im Modell ein endogener Zubau im Jahr 2035 ermittelt wird,
werden die flir 2035 prognostizierten Investitionskosten fir die ein-
zelnen Technologien verwendet.

Die Investitionskosten fir erneuerbare Energien orientieren sich an
der Prognos-Studie aus dem Jahr 2013 (vgl. Prognos, 2013a).

Fir Wind Onshore werden raumlich differenzierte Investitionskos-
ten angenommen, um den unterschiedlichen Rahmenbedingungen
in den einzelnen Bundeslandern Rechnung zu tragen. Um eine
bestimmte Strommenge pro installierter Einheit Wind zu erzielen,
mussen in Bundeslandern mit weniger Wind vergleichsweise ho-
here Anlagen mit grofieren Rotordurchmessern und damit teurere
Anlagen gebaut werden als in Bundeslandern mit starkem Wind.
Bei der vorliegenden Analyse wird vom Vorgehen des NEP und
der Nutzung einer 3-MW-Referenzanlage leicht abgewichen. Bei-
behalten wird aus Konsistenzgriinden die Berechnung der Auslas-
tung der Anlagen fir 80 m Nabenhdhe, wenngleich diese Anla-
genhohe flir das Jahr 2035 eher zu klein gewahlt ist. Eine deutlich
héhere Nabenhdhe wirde zu deutlich héheren Volllaststunden im
Vergleich zum NEP flihren und damit die Vergleichbarkeit der Er-
gebnisse zwischen dem NEP und dieser Studie reduzieren. Die
hier getroffenen Annahmen zu den Anlagenkonfigurationen sind
zusammen mit den Investitionskosten in Tabelle 11 angegeben.

24 y/g|. Konstantin (2013), S. 306, 310-311

25 pie Angaben zu den Betriebskosten beinhalten neben den fixen Betriebskosten der Braunkohlekraftwerke (52.000
€/MW) auch die Fixkosten der Tagebaue. Braunkohlekraftwerke missen durch den Betrieb auch Deckungsbeitrage auf
die Fixkosten der Tagebaue erwirtschaften, die mit 49.500 €/ MW angenommen werden. In Summe ergeben sich somit
Gesamtkosten von 101.500 €/MW.
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Tabelle 11: Investitionskosten erneuerbare Energien

. Investitions- . .
Technologie kosten 2035 [€/kW] Anlagenkonfiguration
Photovoltaik 850 Siliziumbasiert,
Dachanlagen DC-AC-Verhaltnis von 1,2
Photovoltaik 600 Siliziumbasiert,
Freiflache DC-AC-Verhéltnis von 1,6
Wind Onshore 1 1.000 Nabenhéhe 80 m, 3 MW,
(HB, HH, MV, SH) ) 100 m Rotordurchmesser
Wind Onshore 2 1.025 Nabenhoéhe 80 m, 3 MW,
(BB, BE, NI, NW, ST) ’ 120 m Rotordurchmesser
Wind Onshore 3 1.100 Nabenhohe 80 m, 2,5 MW,
(BW) ' 140 m Rotordurchmesser
Wind Onshore 4 1.075 Nabenhohe 80 m, 2,5 MW,
(BY, HE, RP, SL, SN, TH) ’ 130 m Rotordurchmesser
Wind Offshore 2.700 Nabenhche 100 m, 8 MW,

130 m Rotordurchmesser

Quelle: Annahmen Prognos

Fir Wind Offshore werden vereinfacht identische Investitionskos-
ten flr Anlagen in der Nord- und Ostsee unterstellt. Geringere
Wassertiefen und Kiistenentfernungen werden durch aufwendige-
re Grindungsstrukturen aufgrund schlechterer Bodenverhaltnisse
ausgeglichen. Die Entwicklung der Investitionskosten ist eine Wei-
terflhrung der Arbeiten von Prognos fiir die Offshore-
Windindustrie (vgl. Prognos, Fichtner (2013b)).

Fiar PV werden sowohl fur die Freiflache als auch fur die Dachan-
lagen siliziumbasierte Anlagen unterstellt. Die Annahmen zu den
Kosten wurden aus der Studie der Agora-Energiewende abgeleitet
(vgl. Agora, 2015). Fur die endogene Bestimmung der rdumlichen
Allokation der EEG-Anlagen werden vorrangig die Freiflachenan-
lagen herangezogen.

Betriebskosten: Um auch Entscheidungen zur Abschaltung von
Erzeugungsanlagen bericksichtigen zu kénnen, werden fir jede
Technologie die jahrlichen Betriebskosten berticksichtigt, welche
sich aus den Instandhaltungskosten, den Personalkosten sowie
den Kosten fiir Versicherungen und Overhead zusammensetzen.
Sie basieren wie die Investitionskosten auf Konstantin (2013).

Produktionskosten: Die Produktionskosten konventioneller
Kraftwerke setzen sich zusammen aus Brennstoffkosten?®, Trans-

26 vgl. UNB (2014a), S. 61, Tabelle 33
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portkosten der Energietrager®” und Zertifikatspreisen. Zu beachten
sind fur die Kalibrierung insbesondere der Wirkungsgrad der ent-
sprechenden Kraftwerke in Abhangigkeit von Technologie und Al-
ter sowie die Emissionsfaktoren? der jeweiligen Brennstoffe. Ein
weiterer Bestandteil der Produktionskosten sind die Preise der
Emissionszertifikate nach dem europaischen Emissionshandels-
system (EU ETS). Diese werden ebenfalls dem Szenariorahmen
2015 (UNB (2015) entnommen und werden fir das Jahr 2035 mit
31 €/t CO, angenommen.

Unter Verwendung der Wirkungsgradwerte je Technologie und
Jahrzehnt der Inbetriebnahme aus Egerer et al. (2014), S. 23, Ta-
belle 8, kann jedem Kraftwerk der Kraftwerksliste des Szenarior-
ahmens in Abhangigkeit von der Inbetriebnahme ein Wirkungsgrad
zugeordnet werden, so dass sich die Produktionskosten der Kraft-
werke einer Technologie sehr stark unterscheiden kénnen. Um
anschliel3end alle Kraftwerke einer Technologie innerhalb eines
Bundeslandes zusammenzufassen, werden die jeweiligen Netto-
nennleistungen addiert und als Produktionskosten der leistungs-
gewichtete Durchschnitt der einzelnen Produktionskosten gewahilt.

Beriicksichtigung von P2G-Anlagen: Fir P2G-Anlagen wird der
Neubau im Modell endogen berlicksichtigt. Dabei werden fir Anla-
gen zur Synthese von Wasserstoff Investitionskosten in Hohe von
500 €/kW angenommen. Der Wert des erzeugten Wasserstoffs
wird approximiert mit dem Grof3handelspreis fir Erdgas (unter Be-
rucksichtigung der CO,-Zertifikatekosten) und mit 40 Euro/MWh
thermisch angesetzt. Der Wirkungsgrad der Wasserstoffelektrolyse
wird mit 80 % angenommen.

Lastabwurf, regelbare Lasten, EE-Abregelung: Falls im Spot-
markt bereits gehandelte Mengen auch nach Redispatch physika-
lisch nicht bedient werden kénnen, erfolgt ein partieller Lastabwurf.
Dieser wird mit Kosten von 5.000 €/ MWh bewertet und entspricht
dem VOLL (value of lost load) in der englischsprachigen Literatur
(vgl. z. B. Kunz und Zerrahn (2013)).

In verschiedenen Modellvarianten werden aulRerdem regelbare
Lasten im Rahmen des Redispatches eingesetzt bzw. die Erzeu-
gung aus erneuerbaren Quellen abgeregelt. Im Modell werden hier
Kosten von 200 €/MWh fir den Netzbetreiber angesetzt. Dieser
Wert liegt in dem Rahmen, den die Verordnung zu abschaltbaren
Lasten vom 28. Dezember 2012 vorgibt.?

27

28
29

Diese spielen nur flr Steinkohle eine Rolle und wurden gemaf der Abbildung 13 in Egerer et al. (2014) fir jedes Bun-
desland bestimmt.
Vgl. UNB (2014a), S. 62, Tabelle 34

Die Verordnung zu abschaltbaren Lasten vom 28. Dezember 2012 (BGBI. | S. 2998), § 4 (3) besagt: ,Der Arbeitspreis
im Sinne von Absatz 1 muss mindestens 100 und darf héchstens 400 Euro pro Megawattstunde betragen.”
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Ausland: Die Nachfrage bzw. das Angebot nach zu exportieren-
dem/importierendem Strom bestimmt sich aus den fiir den Refe-
renzzeitraum beobachteten Uber die Grenze insgesamt gehandel-
ten Mengen zum jeweiligen Preis im betreffenden Ausland.*® Fiir
die gehandelten Mengen werden die grenziberschreitenden Han-
delsmengen aus ENTSO-E (2015) verwendet.*’

Die Daten zu Ubertragungskapazitaten ins Ausland sind nicht voll-
standig aus einer Quelle verfugbar und teils widersprichlich. Die
Modellierung stitzt sich im Wesentlichen auf die Karte des Deut-
schen Héchstspannungsnetzes von VDE (2014) und eine Auflis-
tung existierender Interkonnektoren in Egerer et al. (2014), S. 37,
Tabelle 11. Aktuell noch nicht fertiggestellte Leitungen bzw. Lei-
tungen in Planung werden in der Modellierung nicht bertcksichtigt,
da der Fokus dieses Gutachtens auf Ausbauentscheidungen in-
nerhalb Deutschlands gelegt werden soll. Die angenommenen Lei-
tungskapazitaten sind in Tabelle 12 angegeben. Dabei ist zu be-
denken, dass aufgrund der Netzmodellierung die nominale Kapazi-
tat der Leitungen typischerweise nicht ausgenutzt werden kann.

30 pie

31

den jeweiligen Marktinformationen entnommen. Fir DE, AT, CH wund FR:
http://www.epexspot.com/de/marktdaten/auktionshandel, fir CZ: http://www.ote-cr.cz/statistics/yearly-market-report, fur
PL: http://wyniki.tge.pl/en/ und fir DK: http://www.nordpoolspot.com/historical-market-data. Da die Preise fir die Nieder-
lande nicht zuganglich sind, werden hierfir als Schatzung die franzdsischen Preise verwendet, da beide Preisverlaufe
durch das enge Market Coupling sehr ahnlich sind.

Alternativ kdnnten die physikalisch geflossenen Mengen verwendet werden. Die Handelsmengen zeichnen jedoch ein
praziseres Bild des Geschehens an den Spotmarkten, wohingegen die physikalisch geflossenen Mengen schon den
grenzlberschreitenden Redispatch, Loop-Flows von Windenergie aus Norddeutschland lber die Nachbarlander und
Flusse aus dem Handel benachbarter Lander, wie z. B. zwischen Frankreich und der Schweiz, enthalten.
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Tabelle 12: Kapazitaten der im Modell berticksichtigten internatio-
nalen Interkonnektoren

Von Nach Thermische Anzahl NTC Export NTC Import
Bundesland Nachbarland Kapazitit [MW] Leitungen [MW] [MW]
Baden-Wirttemberg Frankreich 3.112 2 3.025 1.800
Baden-Wiurttemberg Osterreich 3.504 4 0 0
Baden-Wirttemberg Schweiz 13.416 7 1.375 3.989
Bayern Osterreich 4.888 8 0 0
Bayern Tschechische Republik 2.720 2 1.400 2.798
Brandenburg Polen 784 1 145 71
Niedersachsen Niederlande 2720 1 2.561 1.700
Nordrhein-Westfalen Niederlande 5.440 3 2.561 1.70032
Sachsen Tschechische Republik 2.720 1 1.400 2.798
Sachsen Polen 2.720 1 145 711
Schleswig-Holstein Danemark West33 3.504 3 1.500 1.600
Schleswig-Holstein Frankreich 3.112 2 3.025 1.800

Quelle: Egerer et al. (2014), VDE (2014), ENTSO-E (2015)

Der internationale Handel im Modell erfolgt mit Ausnahme von Os-
terreich Uber explizite bzw. implizite Auktionen, hierbei stellt sich
also fiir jedes Land bei knapper Ubertragungskapazitat (ATC,
available transfer capacity)34 ein separater Marktpreis im Ausland
ein. Im Ausland findet weder Redispatch noch Lastabwurf statt,

d. h. alle aufgrund von physikalischen Netzkapazitaten entstehen-
den Leitungsengpasse mussen durch entsprechende Malinahmen
innerhalb Deutschlands geldst werden.

4.3 Analysierte Szenarien

Um den Effekt verschiedener politischer Rahmenbedingungen auf
das Marktergebnis und die soziale Wohlfahrt zu quantifizieren,
werden verschiedene Szenarien analysiert. Die Szenarien unter-
scheiden sich entweder hinsichtlich der Flexibilitatsoptionen, die
zum Einsatz kommen und/oder hinsichtlich der regulatorischen
Rahmenbedingungen. Alle Szenarien unterstellen die aktuell gel-
tenden Rahmenbedingungen am deutschen Strommarkt, d. h.
Stromhandel an einer Bérse mit einheitlichem Preis flr das Markt-

32 Gibt es zwei Verbindungen

ins Ausland, werden in der Tabelle bei beiden dieselben NTC-Werte angegeben. Am Spot-

markt ist allerdings die Summe der Flisse Uber alle Verbindungen in dasselbe Land durch nur einen der beiden ange-

gebenen Werte beschrankt.

33 Danemark West bezeichnet eine Zone innerhalb der Preiszonen von Nord Pool. Die Zone Danemark Ost ist in diesem
Modell noch nicht an Deutschland angeschlossen.

34 Die ATCs werden fiir beide

Richtungen aus den maximalen grenziiberschreitenden Handelsmengen bestimmt.
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gebiet und kostenbasiertem Redispatch. Diese Szenarien werden
mit dem Kurzel MG (fir Marktgleichgewicht) gekennzeichnet. Um
den Spielraum fir Effizienzgewinne aufzuzeigen, werden als obere
Benchmark-Szenarien au3erdem die Wohlfahrtsoptima berechnet.
Diese Szenarien sind mit dem Kiirzel FB (flr First Best) gekenn-
zeichnet.

Marktgleichgewicht versus First Best

(MG) Die Modellvariante MG bildet die aktuellen Rahmenbedin-
gungen am deutschen Strommarkt ab. Investitionen in Erzeu-
gungskapazitat (Kohle, Gas, marktgefuhrte KWK) erfolgen in Anti-
zipation eines Strommarkts mit deutschlandweit einheitlichem
Preis und kostenbasiertem Redispatch. Die stlindliche Produktion
der Kraftwerke wird an der Strombdrse bestimmt. Die Standorte
von PV- und Windanlagen entsprechen den im Szenariorahmen
fur die Netzentwicklungsplanung antizipierten Szenarien. Die Ein-
speisung der EE-Anlagen wird nicht abgeregelt. Zusatzlich zu den
EE-Einspeisungen werden die Einspeisungen warmegefihrter
KWK-Anlagen berucksichtigt. Eine Investition in Power-to-Gas-
Anlagen (P2G) oder die Installation zusatzlicher Warmepumpen ist
in diesem Szenario nicht vorgesehen. Netzinvestitionen erfolgen in
Antizipation der Erzeugungsinvestitionen, berlicksichtigen jedoch
nicht, dass am Spotmarkt Netzengpasse typischerweise durch
Redispatch geldst werden kdnnen.

(FB) Als oberer Benchmark wird das Wohlfahrtsoptimum berech-
net. Die Modellergebnisse ergeben sich aus der globalen Optimie-
rung des hier analysierten Strommarktes. In dem hier betrachteten
Modellrahmen ist die wohlfahrtsoptimale Losung durch ein Nodal-
preissystem implementierbar. In einem solchen System werden
knotenscharfe Preise ermittelt, welche die Ubertragungsengpéasse
abbilden. Dadurch werden Netzengpasse bereits beim Stromhan-
del berucksichtigt, wodurch in diesem Fall kein Redispatch nétig
ist. In der Grundauspragung werden im Benchmark-Szenario FB
dieselben technischen Optionen zugelassen wie im Szenario MG.

Auspragungen

Sowohl die Modellvariante MG als auch die Modellvariante FB
werden in verschiedenen Auspragungen analysiert. Im Folgenden
werden zunachst die einzelnen Auspragungen beschrieben und
dann in einer abschlieRenden Tabelle zusammengefasst, aus wel-
che Kombinationen der Auspragungen die Szenarien bestehen.

(EM&RD) Eine erste Modellvariante analysiert ausgehend von
dem Status quo die Auswirkungen einer einfachen Anpassung der
Rahmenbedingungen am Strommarkt auf die Wohlfahrt und den
Netzausbau. Betrachtet wird die Kombination zweier Mallnahmen:
Zum einen wird bei der Netzausbauplanung berticksichtigt, dass
Engpasse alternativ (zum Netzausbau) ex post durch Redispatch
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gelost werden koénnen. Hier wird die LOsung gewahlt, die mit ge-
ringeren zu erwartenden Kosten verbunden ist. Zum anderen wird
davon ausgegangen, dass am Strommarkt ein optimales Einspei-
semanagement der erneuerbaren Erzeugung stattfindet. Dies im-
pliziert eine Abregelung erneuerbarer Erzeugung bei negativen
Preisen und auch im Rahmen des Redispatches, wenn dies die
gunstigste Lésung darstellt. Eine Antizipation dieses Vorgehens
hat wiederum Potenzial, den notwendigen Netzausbau zu senken.

(EE) In dieser Modellvariante wird die Standortwahl fiir Wind- und
PV-Anlagen optimal getroffen. Dies bedeutet insbesondere, dass
in optimaler Weise abgewogen wird zwischen der Notwendigkeit
eines umfangreichen Netzausbaus bei Konzentration der Anlagen
an den ertragreichsten Standorten und dem geringeren Ertrag der
Anlagen bei einer Standortwahl, die weniger Netzausbau erforder-
lich macht. AuRerdem geben die Szenarien mit endogenem Aus-
bau der erneuerbaren Energien Aufschluss Uber den systemopti-
malen Technologiemix von PV sowie Wind On- und Offshore. Um
eine Vergleichbarkeit mit dem Szenariorahmen des NEP (UNB,
2014a) zu gewahrleisten, wird in allen Szenarien die erneuerbare
Erzeugung (vor evtl. Abregelung) konstant gehalten und jeweils
der (Ublicherweise geringe) Umfang der Abregelung ausgewiesen.
In einer Variante, EEh, wird ein weniger starker Verfall der Kosten
fur PV-Anlagen unterstellt.

(KWK) Die Nutzung von KWK-Anlagen in zahlreichen Anwen-
dungsbereichen (Industrie, Objektversorgung und im Bereich der
allgemeinen Versorgung) birgt weiteres Potenzial zur Verringerung
des Netzausbaus. Wahrend im Szenario MG der Zubau von KWK-
Anlagen zunéchst die sich aus den Markten ergebenden Investiti-
onsanreize berucksichtigt, soll in dieser Modellvariante ermittelt
werden, ob eine alternative Ansiedlung von KWK-Anlagen zu Ver-
besserungen hinsichtlich Wohlfahrt und Netzausbau fiihren kann.
Die Modellvariante betrachtet daher eine Konzentration von KWK-
Anlagen vorwiegend in den sudlichen Bundeslandern, wo ihre
Produktion potenziell die Notwendigkeit reduziert, Strom aus ande-
ren Regionen zuzufiihren.

(P2G) Eine weitere Option zur Reduktion des notwendigen Netz-
ausbaus besteht darin, in Regionen mit hoher Stromproduktion An-
lagen zu installieren, die Strom gezielt zu Zeiten eines hohen An-
gebots verbrauchen. Eine solche Alternative, die leicht in die Mo-
dellierung integrierbar ist, sind Power-to-Gas-Anlagen (P2G). Die-
se Anlagen begriinden eine zusatzliche Nachfrage, sofern der
Strompreis einen kritischen Wert unterschreitet. Angesetzt wird
hier der Wert des pro MWh Strom produzierten Gases. Zusatzlich
wird die Szenariovariante P2Gnord analysiert, bei der die Ansied-
lung der P2G-Anlagen ausschlie3lich in den nérdlichen Bundes-
landern stattfindet.
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(WP) Eine ahnliche Wirkung kann ein gezielter Einsatz von War-
mepumpen (WP) entfalten, insbesondere in produktionsstarken
Regionen. Warmepumpen erhdhen die Stromnachfrage und sind
Uber die Warmenachfrage von Haushalten gesteuert. Sie reagie-
ren daher nicht auf den Preis und sind insofern weniger flexibel als
P2G-Anlagen. Daher geht die zusatzliche Stromnachfrage als Pa-
rameter in die Modellierung ein und wird nicht endogen bestimmt.
Prinzipiell sind je nach Ausbau des Bestands zahlreiche regionale
Verteilungen der zusatzlichen Nachfrage denkbar. Im Modell wird
exemplarisch eine Variante gerechnet, bei der Gberproportional
viele Warmepumpen im Norden installiert wurden.

(EV) In einer weiteren Modellvariante wird eine beschleunigte
Marktdurchdringung von PV-Batterie-Systemen bei Ein- und Zwei-
familienhausern im Stiden Deutschlands (BW, BY, RP, SL) durch
Eigenverbrauch (EV) untersucht. Durch die Kombination der PV-
Anlagen mit Batteriespeichern ist mit starker geglatteten Einspei-
seprofilen zu rechnen. Dies wird in der Modellierung durch veran-
derte Einspeisevektoren der entsprechenden Erzeuger beriicksich-
tigt. Investitionskosten fur die Speicher werden zunachst nicht be-
rucksichtigt. Aus der Wohlfahrtsdifferenz gegeniiber des Szenarios
ohne Kleinspeicher lasst sich daher ableiten, wie teuer die Spei-
cherlésungen hochstens werden dirfen, um gesamtwirtschaftlich
rentabel zu sein.

Die folgende Tabelle fasst zusammen, welche Kombinationen der
Auspragungen die im Gutachten analysierten Szenarien bilden.
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Tabelle 13: Konfiguration der im Gutachten betrachteten Szenarien

Szenarien Auspragungen

EM RD EE KWK P2G WP EV

MG

MGrp3

MGewmsrp X

MGee X

MGeesemarD X X X

MGkwk X

MGp2c X

MGwp X
MGey X
MGacL X X X X X

FB

FBem X

FBee X

FBeesem X X X

FBp2c X

FBaLL X X X X X

Quelle: Eigene Darstellung

4.4 Ergebnisse der Modellrechnungen

Im Folgenden werden die Ergebnisse der Modellberechnungen
vorgestellt. Der Vergleich von insgesamt 18 Szenarien erfolgt in
drei Schritten: Zunachst werden die Szenarien diskutiert, die aus
der Modellierung leicht modifizierter Rahmenbedingungen am
Strommarkt bzw. bei der Netzentwicklungsplanung hervorgehen
(Kapitel 4.4.1). In einem zweiten Schritt (Kapitel 4.4.2.) wird die
Nutzung verschiedener Flexibilitatsoptionen betrachtet, ohne je-
doch konkret auf den Markt bzw. die Marktmechanismen einzuge-
hen, die zu einem entsprechenden Zubau fihren kénnten. Die
Analysen in Kapitel 4.4.1 zeigen vielmehr auf, wie hoch der Wohl-
fahrtsgewinn aus der Nutzung entsprechender Optionen approxi-
mativ ware — und somit, wie viel Geld in die Hand genommen wer-
den kénnte, um entsprechenden Ausbau zu férdern. Abschliel3end
werden in Kapitel 4.4.3 die Auswirkungen betrachtet, die aus einer

35 Eine isolierte Anwendung der MaRnahme RD fiihrt lediglich zu moderaten Wohlfahrtsgewinnen (+118,1 Mio. € im Ver-
gleich zu MG). Es zeigt sich, dass die Antizipation von Redispatch alleine nicht geeignet ist, um Leitungsausbau zu
vermeiden (13 statt 14 in MG). Daher wird im Folgenden eine separate Analyse der MaRnahme RD vernachlassigt.

49



Kombination der vielversprechenden MalRnahmen zu erwarten
sind.

Um die Ergebnisse ins Verhaltnis zu den Gesamtausgaben setzen
zu kénnen, werden in Tabelle 14 zunachst die Gesamtkosten, die
sich im Modell fir Zubau (von Netzkapazitat und Erzeugung) und
Betrieb des Systems (Produktion) unter aktuellen Rahmenbedin-
gungen ergeben, berechnet.

Tabelle 14: Kosten von Zubau und Betrieb des Systems unter ak-
tuellen Rahmenbedingungen (Szenario MG),
Modellberechnungen

Kosten [Mio. €]

Netzausbau 1.400,7
Investitionskosten EE 16.806,4
Investitionskosten konventionell 660,7
Betriebskosten konventionell 1.613,3
Produktionskosten konventionell 6.450,8
Systemkosten 26.931,9

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf Modellergebnissen

Unter aktuellen Rahmenbedingungen missen nach der vorliegen-
den Berechnung 14 der 15 im NEP avisierten Leitungen gebaut
werden. Der Netzausbau in den verschiedenen Szenarien wird im
Folgenden immer mit diesen 14 im Modell berechneten Leitungen
ins Verhaltnis gesetzt.
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441

Moderate Anpassungen der Rahmenbedingungen

Tabelle 15 und Tabelle 16 stellen die Ergebnisse der Berechnun-
gen im Uberblick dar. Die Tabelle 15 vermittelt einen Eindruck von
den Dimensionen verschiedener relevanter GroRen.

Tabelle 15: Ergebnisse der betrachteten Modellszenarien — Wohl-
fahrtseffekte, Netzausbau und Preisunterschiede

Leitungsaus-

A_ w Pave Netzentgelt EE-Forderung Pcorr bau
[Mio. €] [€/MWh] [€/MWAh] [€/MWh] [€/MWAh] [Anzahl]

MG 0,0 32,83 6,39 26,80 66,02 14
MGee 172,5 32,78 6,18 26,77 65,73 13
MGewmsrp 1.315,9 41,61 5,71 16,02 63,34 8
MGeesemsarD 1.523,9 41,62 5,58 15,68 62,88 8
MGeenaemarD 1.532,1 41,61 5,68 15,59 62,88 8
FB 612,3 32,25 2,48 28,65 63,39 8
FBem 1.566,8 41,39 2,56 17,33 61,27 5
FBee 1.466,6 31,31 2,83 28,88 63,01 1
FBeeaem 2.839,3 41,27 3,38 15,43 60,07 1

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf Modellergebnissen

Wohlfahrtsunterschiede (A W) sind in Mio. € pro Jahr angege-
ben, wobei MG das Referenzszenario ist. Der Durchschnittspreis
Pave ist der durchschnittliche Handelspreis an der Strombdérse.
Das ausgewiesene Netzentgelt deckt in seiner Summe die Kosten
des Netzzubaus und (wo relevant) der Redispatch-MaRnahmen.36
Die ausgewiesene EE-Forderung in €/ MWh spezifiziert, welcher
Betrag den EE Uber den Borsenpreis hinaus gezahlt werden muss-
te, wenn die nicht durch den Stromverkauf gedeckten Investitions-
kosten auf alle Verbraucher umgelegt wirden. Sowohl der durch-
schnittliche Borsenpreis als auch das Netzentgelt und die EE-
Forderung sind zwischen den MG- und FB-Szenarien nicht direkt
vergleichbar, da in den FB-Szenarien ein Teil des Netzentgelts
(namlich die Bepreisung der Engpasse) in den Borsenpreisen ent-
halten ist und auch die EE-Investitionskosten unterschiedlich sind
(siehe weiter unten). Aus diesem Grund ermitteln wir einen korri-
gierten Durchschnittspreis Pcogrr, der sowohl die Vergltung der
Produktion als auch der Netzinfrastruktur und der EE-Férderung
anteilig enthalt und eine Vergleichbarkeit der MG- und FB-
Szenarien herstellt. Der resultierende Trassenzubau ist durch An-

36 Die Kosten und Einnahmen der Netzbetreiber, die als Komponenten fir die Berechnung des Netzentgeltes berticksich-
tigt werden, sind im Anhang in Tabelle 27 und Tabelle 28 aufgefiihrt.
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gabe der Anzahl der im jeweiligen Szenario zugebauten Leitungen
ausgewiesen.37

Der Zubau oder Abbau von Kraftwerken ist separat fiir Kohle-,
Gas- und KWK-Anlagen ausgewiesen. Der KWK-Zubau ist auf
7 GW beschrankt. Diese Grenze ist in allen Fallen bindend. Ab-
schlielend weisen wir den CO,-AusstoB in den verschiedenen
Szenarien aus.

Tabelle 16: Ergebnisse der betrachteten Modellszenarien — Zubau
und Abbau von Kraftwerken und CO,-Emissionen

A Kohle A Gas A Gas KWK CO; AusstoB

[MW] [MW] [MW] [Mio. t]
MG -1.062,2 -1.563,2 7.000,0 102,67
MGee -1.064,3 -1.562,5 7.000,0 102,69
MGemsrp -1.062,1 -1.563,3 7.000,0 102,48
MGEeegemsrD -1.265,7 -1.585,2 7.000,0 102,22
MGeengemarD -1.254,6 -1.585,1 7.000,0 102,45
FB -1.108,7 -1.585,2 7.000,0 101,91
FBewm -1.150,2 -1.585,2 7.000,0 100,96
FBEee -841,0 -1.089,9 7.000,0 103,18
FBeesem -333,0 -1.220,1 7.000,0 105,57

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf Modellergebnissen

In den hier zunachst diskutierten Modellvarianten werden drei
MaRnahmen jeweils einzeln und auch in ihrer Kombination analy-
siert. Es handelt sich dabei um eine optimale regionale Verteilung
des Zubaus von Wind- und PV-Anlagen (EE), ein effizientes Ein-
speisemanagement (EM), die Antizipation dieser beiden Malnah-
men bei der Netzausbauplanung sowie eine optimale Abwagung
zwischen Ausbau ex ante oder Redispatch ex post zur Bewirt-
schaftung von Netzengpassen (RD). Die zuletzt genannte Auspra-
gung ist lediglich fir die MG-Szenarien interessant, da in den FB-
Szenarien aufgrund der regionalen Preisdifferenzierung kein Re-
dispatch zur Engpassbewirtschaftung notwendig ist.

Ein Blick auf den mdglichen Wohlfahrtsgewinn und die Reduktion
des Netzausbaus im Szenario FBegsenm im Vergleich zum Status
quo (Szenario MG) zeigt, dass die betrachteten Malnahmen ein
hohes Potenzial zur Verbesserung des Gesamtsystems aufwei-
sen. Der magliche Wohlfahrtsgewinn bei Ausschopfung der oben
beschriebenen MalRnahmen und der Einfuhrung einer optimalen
Netzbewirtschaftung betragt Gber 2,8 Mrd. € pro Jahr, dies sind
Uber 10 % der entstehenden Gesamtkosten. Stellt man den Wohl-

37 Eine detaillierte Aufschlisselung des Leitungszubaus in allen Szenarien findet sich in Anhang 7.2
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fahrtsvergleich innerhalb des aktuell in Deutschland bestehenden
Systems an (Szenario MG vs. MGgesemsro), SO betragt der mogli-
che Wohlfahrtsgewinn immerhin noch mehr als 1,5 Mrd. € pro Jahr
(Uber 5 % der entstehenden Gesamtkosten). Insgesamt kann
durch die hier genannten MaRnahmen der notwendige Leitungs-
ausbau von 14 auf 8 Leitungen reduziert werden.

Eine Betrachtung der Szenarien MGge und MGgysro zeigt, dass
insbesondere die Kombination der Malihahmen EM&RD den ein-
drucksvollen Effekt auf die Wohlfahrt erzielen. Dabei generiert die
optimale Ansiedlung der EE-Anlagen ohne die Moglichkeit der Ab-
regelung lediglich einen moderaten Wohlfahrtseffekt (172 Mio. €
pro Jahr) und fihrt nicht zu einer umfangreichen Reduktion des
Leitungsausbaus. Die vergleichende Betrachtung des Szenarios
MGewmsrp zeigt, dass in den hier betrachteten Malinahmen der we-
sentliche Grund fiir die Reduktion des Netzausbaus liegt. In die-
sem Szenario sind nur 8 statt 14 Leitungen notwendig. Das ist
unmittelbar plausibel, da sowohl Abregelung als auch Redispatch
dem Ausbau des Netzes vorgezogen werden, wenn dies die gins-
tigere MaRnahme zur Auflésung des Engpasses darstellt. Beach-
tenswert ist zudem, dass schon allein durch diese beiden Mal}-
nahmen ein sehr hoher Wohlfahrtsgewinn von 1,3 Mrd. € pro Jahr
realisiert werden kann.

Der Effizienzgewinn ist nochmals héher im Szenario MGeggemsro,
in dem zusatzlich zu den Malinhahmen EM&RD die optimale regio-
nale Verteilung des EE-Zubaus umgesetzt wird. Der zusatzliche
Wohlfahrtsgewinn ist jedoch moderat und auch beim Leitungsbau
kann nicht weiter eingespart werden. Beachtenswert ist hier aber,
dass die optimale Ansiedlung der EE-Kapazitaten einen Rickbau
der Steinkohlekapazitaten zulasst — in MGgggemagrp Werden 200
MW Steinkohlekapazitat mehr abgebaut als in den anderen Sze-
narien und diese werden nicht durch konventionelle Kraftwerke,
sondern durch erneuerbare Erzeugung ersetzt.

Bei einer detaillierten Betrachtung der Veranderungen aus der en-
dogenen Ausgestaltung des EE-Erzeugungsparks ist generell fest-
zustellen, dass es nur dann zu einer veranderten Ansiedlung der
Anlagen kommt, wenn die MaRnahmen EE&RD zugelassen wer-
den. Abbildung 9 illustriert die Abweichungen des Zubaus von den
im NEP angegebenen Mengen fir alle Bundeslander separat flr
PV, Wind Onshore und Wind Offshore. Es zeigt sich, dass mit en-
dogenem Ausbau tendenziell mehr Windkapazitat im Siden und
weniger im Norden zugebaut wird, wodurch das Ungleichgewicht
zwischen Produktion und Verbrauch im Suden Deutschlands leicht
entscharft wird. Auch bei PV ergeben sich Verschiebungen, die
ebenfalls eine Nord-Sid-Systematik aufweisen (Abbau in NI und
NW und Zubau in RP und BY). Die genannten Resultate werden
offensichtlich nur durch die Moglichkeit der Abregelung im Fall von
UbermaRiger EE-Produktion erreichbar. Das wird dadurch sugge-
riert, dass in den Fallen, in denen keine Abregelung erlaubt ist, von
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den Moglichkeiten einer alternativen Allokation fast kein Gebrauch
gemacht wird (vgl. die blauen Balken in den oberen beiden Grafi-
ken der Abbildung 9).
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Abbildung 9: Abweichungen der installierten Leistung bei endo-
genem EE-Ausbau von den Prognosen des NEP
2025 fur Szenario B1 2035 (UNB, 2016), Wind On
shore (oben), Wind Offshore (mitte), PV (unten)38
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Quelle: Eigene Darstellung basierend auf Modellergebnissen

38

Zur Ubersichtlicheren Darstellung der Nord-Siid-Systematik werden die Bundeslander hier von Nord nach Siid angeord-
net.
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Neben der veranderten (systemdienlicheren) regionalen Ansied-
lung der Anlagen kommt es in einigen Szenarien zu einer Veran-
derung des EE-Technologiemixes und des Umfangs des Zubaus.
Tabelle 17 und Tabelle 18 weisen den Zubau der verschiedenen
EE-Technologien sowie die damit verbundenen Investitionskosten
fur die verschiedenen Szenarien aus.

Tabelle 17: Installierte Leistung von PV-Anlagen, Wind Onshore
und Wind Offshore im Jahr 2035, Modellprognose

i Szenario B1
;[Dglvgv?ben n 2203;39 MGee MGeezemarp MGeensemarp FBee FBEgsem
Photovoltaik 60,1 60,2 60,2 57,0 70,2 52,7
Wind Onshore 88,8 89,0 88,8 91,0 107,9 119,3
Wind Offshore 18,5 18,2 18,0 17,9 59 3,9
Gesamt 167,4 167,4 167,0 165,9 183,9 175,8
Quelle: Eigene Darstellung basierend auf Modellergebnissen
Tabelle 18: Investitionskosten, Annuitaten fur den Zubau von PV-
Anlagen, Wind Onshore und Wind Offshore
in Mrd. € Szegg:I;lSo B1 MGee MGeegemarn MGeenzemarp FBee FBeEsEm
Photovoltaik 4,3 4.4 44 4.1 51 3,8
Wind Onshore 8,7 8,7 8,7 8,9 10,7 11,8
Wind Offshore 47 4,6 4,6 4,6 1,5 1,0
Gesamt 17,8 17,7 17,6 17,6 17,2 16,6

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf Modellergebnissen

Die maoglichen Effekte zeigen sich am deutlichsten in dem Ver-
gleich des Systemoptimums (FB) mit und ohne endogenen Zubau
der EE-Anlagen (FB vs. FBgg). Sowohl die PV- als auch Wind
Onshore Kapazitat Ubersteigt im Szenario FBge die installierten
Leistungen des Szenarios FB signifikant (um ca. 17 GW), was
teilweise durch einen geringeren Ausbau der Offshore-Kapazitaten
kompensiert wird. Insgesamt steigt die installierte Leistung im FBge
gegenuiber FB um fast 17 GW, bei identischer Erzeugungsmenge.
Gleichzeitig geht der Leitungsausbau von acht Leitungen auf eine
Leitung zurlck. Die Ergebnisse suggerieren, dass es sich bei den
zuklnftigen EE-Investitionskosten lohnen kdnnte, durch eine sys-
temdienliche Wahl von Standorten und Technologiemix zusatzli-
chen Netzausbau einzusparen. Diese Indikatoren fiir die Attraktivi-
tat von starker dezentral orientierten Lésungen spiegeln sich auch
in dem Szenario MGggnhsemaro Wider. In diesem Szenario wurde
angenommen, dass der Verfall der PV-Investitionskosten (relativ

39 Die Prognosewerte der EE-Kapazitaten aus dem NEP 2025 fiir das Jahr 2035 (UNB, 2016) bestimmen die Kapazitaten
in allen Szenarien ohne endogenen Zubau der EE-Anlagen, z. B. MG oder FB.
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zu Wind) weniger stark ist. Auch in diesem Szenario zeigt sich,
dass ein optimaler Ausbau des EE-Erzeugungsparks nicht nur ei-
ne regionale Verschiebung von Kapazitaten impliziert, sondern
evtl. auch eine Anderung des Technologiemixes.

In Tabelle 19 werden der Umfang und die Ursache der Abregelung
erneuerbarer Erzeugung naher untersucht. Es zeigt sich, dass der
Grolfiteil der Abschaltung negative Preise an der Strombdrse zur
Ursache hat. In den MG-Szenarien betragt der Anteil der Abschal-
tung ca. 5 % der EE-Erzeugung, was etwas hoher als der aktuell
im NEP avisierte Umfang ist. Im FB-Szenario ist der Umfang der
Abregelung etwas hoher. Insbesondere bei optimaler regionaler
Verteilung der EE-Anlagen kdme es zu einer h6heren Abregelung.
In den Szenarien MGa L und FBa.. (Naheres zu diesen Szenarien
in Kapitel 4.4.3), in denen weitere Flexibilitatsoptionen berlicksich-
tigt werden, sinkt der Umfang der Abregelung auf ca. 4 %.

Tabelle 19: Einspeisung und Abschaltung erneuerbarer Energien
am Spotmarkt und tatsachlich realisiert

Mengen Mégliche Einsp. Absch. Anteil Einsp. Absch. Anteil
in [TWh] Einspeisung Spot Spot Absch. tatsachl. tatsachl. Absch.
MGemsro 327,6 310,9 16,7 51% 3104 17,2 52 %
MGeesemsarD 327,6 311,3 16,3 5,0 % 311,0 16,6 51%
MGeeneemarD 327,6 310,8 16,7 51% 310,6 17,0 52 %
MGaLL 327,6 315,8 11,8 3,6 % 3151 12,5 3.8 %
FBem 327,6 307,2 20,3 6,2 % 307,2 20,3 6,2 %
FBeesem 327,6 303,2 243 7.4 % 303,2 243 7,4 %
FBaLL 327,6 3141 13,5 4.1 % 3141 13,5 4.1 %

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf Modellergebnissen

Abbildung 10 illustriert im Detail die Kappung, die sich im Laufe
von 2.016 Stunden4? gleichverteilt Gber alle Monate des Jahres
2035 ergibt.41 Es wird deutlich, dass zwar nur in wenigen Stunden
gekappt wird, in diesen Stunden aber durchaus substanzielle
Mengen.

Zu beachten ist bei der Bewertung dieser Ergebnisse, dass in den
berechneten Szenarien die Einspeisevergltung auch fir gekappte
(aber zu erwartende) Einspeisung gezahlt wird. Die Wohlfahrtsge-
winne ergeben sich somit nicht aus Einsparungen durch eine ge-

ringere Vergltung fir die EE, sondern klar durch Kostenreduktion

40 pie Berechnung der 2.016 Typstunden ist in FuRnote 8 aufgefiihrt.

41 Da es sich bei dem verwendeten Marktmodell um ein gemischt-ganzzahliges Programm handelt, wird aus laufzeittech-
nischen Griinden aus jedem Monat des Jahres 2035 die erste ganze Woche von Montag bis Sonntag betrachtet. Dies
impliziert, dass in der Zeitreihe fir jeden Monat reprasentativ sieben Wochentage (Mo - So) betrachtet werden, deren
stundlicher Einspeiseverlauf hier abgetragen ist.

57



im Gesamtsystem — insbesondere durch den reduzierten Netzaus-
bau. Tabelle 25 und Tabelle 26 in Anhang 7.2 vergleichen den Lei-
tungsausbau aus dem NEP 2014, dem NEP 2025 und aus unse-
ren berechneten Szenarien im Detail.

Abbildung 10: EEG-Mengen: Modellierte Abregelung der erneuer-
baren Energien im Jahr 2035
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Quelle: Eigene Darstellung basierend auf Modellergebnissen
Die Ergebnisse werden in Abbildung 11 und Abbildung 12 in vier

Grafiken illustriert, die die entscheidenden Effekte der Auspragun-
gen EE, EM und RD visualisieren.

58




Abbildung 11: Installierte Leistung Photovoltaik, Wind Onshore,
Wind Offshore in den Bundeslandern und prognos-
tizierter Leitungsausbau im Jahr 2035, Szenarien

MG und MGegegemerp

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf Modellergebnissen
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Abbildung 12: Installierte Leistung Photovoltaik, Wind Onshore,
Wind Offshore in den Bundeslandern und prognos-
tizierter Leitungsausbau im Jahr 2035, Szenarien
FB und FBEE&EM

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf Modellergebnissen

AbschlieRend erfolgt eine detailliertere Betrachtung der EE-
Forderung. Die im Modell berechneten Fordersatze beruhen auf
den fUr das Jahr 2035 angenommenen Investitionskosten. Da fur
den Bereich der erneuerbaren Energien bis 2035 eine starke Kos-
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tendegression zu erwarten ist, zeigen wir in Tabelle 20 korrigierte
Werte flr die EE-Férderung, bei denen mittlere Investitionskosten
fur den Zeitraum zwischen 2013 und 2035 zugrunde gelegt wer-
den. Die Fordersatze geben (analog zur EEG-Umlage, aber nur fir
den PV- und Windanteil) den Betrag an, der zusatzlich zum
Strompreis gezahlt werden muss, um die Investitionskosten der
EE zu decken.

Um eine korrigierte EEG-Umlage flir das Jahr 2014 zu berechnen,
die mit den EE-Foérdersatzen der Szenarien vergleichbar ist, muss
die tatsachliche EEG-Umlage so angepasst werden, dass sie auf
alle Endverbraucher gleichermal3en verteilt wird und nur der Anteil
der Forderung von PV- und Winderzeugung bertcksichtigt wird.
Laut ,EEG in Zahlen 2014“ der BNetzA entspricht der Anteil des
Stromkonsums privilegierter Letztverbraucher 23 % der gesamten
Letztverbrauchsmenge und deren EEG-Zahlungen nur 0,8 % der
Soll-Einnahmen aus der EEG-Umlage.42 Werden die gesamten
Soll-Einnahmen von 22,3 Mrd. € wie im Modell Uber alle Konsu-
menten mit einem Gesamtverbrauch von 509,8 TWh gleicherma-
Ren verteilt, erhalt man eine EEG-Umlage von 43,74 €/ MWh.43
Nach dem Bundesverband Erneuerbare Energie e.V. (BEE (2013))
betragt der Anteil der Férderung von PV- und Windanlagen 68,1 %
der reinen Finanzierungskosten aller subventionierten EE-
Anlagen. Hieraus resultiert eine korrigierte EEG-Umlage fur 2014
von 29,79 €/ MWh.

Fir die Berechnung der EE-Férderung in den einzelnen Szenarien
werden zunachst die Kosten des gesamten EE-Ausbaus des je-
weiligen Szenarios berechnet. Dabei werden die Kosten aller An-
lagen berucksichtigt, da diese entweder komplett neu gebaut wer-
den oder, bei Bestandsanlagen, ein Repowering bis 2035 ange-
nommen wird. Hierbei werden zwei unterschiedliche Berech-
nungsverfahren verwendet. Zum einen wird mit den Investitions-
kosten des Jahres 2035 gerechnet, da diese die Kosten der letzten
zugebauten Technologie darstellen und im Modell verwendet wer-
den. Zum anderen werden die Gesamtkosten auch mit einem
Durchschnittspreis der prognostizierten Kosten zwischen 2013 und
2035 berechnet, um in der ausgewiesenen korrigierten EEG-
Umlage die Tatsache zu berucksichtigen, dass deutlich vor 2035
gebaute Anlagen teurer waren. AuRerdem werden die Gesamtein-
nahmen der Erzeugung durch erneuerbare Anlagen berechnet,
wobei angenommen wird, dass nur tatsachlich eingespeiste Men-
gen zum Boérsenpreis vergltet werden. In den Szenarien mit Ein-
speisemanagement fiihren abgeregelte Mengen demnach nicht zu
einer negativen Vergutung der erneuerbaren Erzeugung, da es in

42 giehe http://www.bundesnetzagentur.de/DE/Sachgebiete/ElektrizitaetundGas/Unternehmen_Institutionen/Erneuerbare
Energien/ZahlenDatenInformationen/zahlenunddaten-node.html.

43 Fir die Berechnung des Gesamtverbrauchs in 2014 werden die Verbrauchswerte von https://www.entsoe.eu/data/data-
portal/consumption/Pages/default.aspx verwendet.
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diesen Szenarien durch die Abregelung nicht mehr zu negativen
Bdrsenpreisen kommt. Dies fuhrt zu einem Anstieg der Einnahmen
der EE-Anlagen aus dem Bérsenhandel (siehe erste Spalte in Ta-
belle 20). Die Differenz aus Kosten und Einnahmen wird abschlie-
Rend durch die Gesamtnachfrage dividiert und bestimmt die EE-
Forderung in Tabelle 20.

Tabelle 20: EE-F6rderung fir Investitionskosten von 2035 und kor-
rigierte Werte fUr Investitionskosten von 2013 bis 2035;
Fordersatze fir die verschiedenen Modellszenarien
und zum Vergleich fur PV und Wind 2014

Einnahmen aus EE-Forderung EE-Forderung
dem Boérsenhandel (Kosten 2035) (Kostenentwicklung 2013-2035)
[Mio. €] [€/MWh] [€/MWh]
EEG 2014 (korrigiert) - 29,79 29,79
MG 3.909,4 26,80 34,77
MGee 3.871,8 26,77 34,71
MGemgrp 9.689,1 16,02 24,21
MGeesemsrD 9.748,1 15,68 23,79
MGeensemarD 9.724,6 15,59 23,53
FB 2.981,4 28,65 36,64
FBee 2.289,2 28,88 35,92
FBem 9.052,6 17,33 25,53
FBeesem 8.808,8 15,43 21,59
MGkwk 3.909,4 26,80 34,77
MGp2c 9.818,8 15,81 24,01
MGp26nord 9.818,7 15,81 24,01
MGwe 3.909,4 26,80 34,77
MGev 4.117,3 26,42 34,40
FBp2c 9.928,1 15,68 23,93
MGaLL 10.199,5 14,82 22,96
FBaLL 9.810,5 13,33 19,39

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf Modellergebnissen

Es zeigt sich, dass die EE-Fordersatze zwischen den Szenarien
stark variieren und teils Gber, teils unter dem heutigen Niveau lie-
gen. Die Schwankungen erklaren sich durch das Strompreisniveau
an der Borse. Bei hdherem Strompreisniveau an der Borse kann
die Zuzahlung geringer sein. Dies ist vor allem in den Szenarien
mit Einspeisemanagement und/oder P2G-Anlagen der Fall, da hier
ein Grofteil der negativen Preise verhindert wird und die EE-
Einnahmen somit um mehr als das Zweifache steigen.
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4.4.2 Nutzung von Flexibilitatsoptionen

Uber die Betrachtungen im vorherigen Kapitel hinaus beschéftigt
sich die Studie mit dem Potenzial verschiedener Flexibilitatsoptio-
nen fur die Reduktion des Netzausbaus. Dabei handelt es sich um

eine verstarkte Nutzung von KWK-Anlagen in Stiddeutschland,

die Installation von P2G-Anlagen zur Nutzung von Strom in
Niedrigpreis-Stunden,

eine alternative regionale Verteilung der Stromnachfrage
(z. B. Konzentration von Warmepumpen im Norden und Osten)
sowie

eine beschleunigte Marktdurchdringung von PV-Batterie-
Systemen bei Ein- und Zweifamilienhausern
(Eigenverbrauchsoptimierung).

Die Ergebnisse der einzelnen Szenarien finden sich in Tabelle 21
und Tabelle 22.

Tabelle 21: Zusammenfassung: Ergebnisse der betrachteten Mo-
dellszenarien zur Nutzung von Flexibilitaétsoptionen

A Wohlfahrt Marktpreis Netzentgelt EE-F6rderung Pcorr Leitungsausbau

[Mio. €] [€/MWh] [€/MWh] [€/MWh] [€/MWh] [Anzahl]
MG 0,0 32,83 6,39 26,80 66,02 14
MG 127,8 32,83 6,14 26,80 65,77 13
MGpac 630,1 42,47 6,49 15,81 64,77 13
MGp2Gnord 627,1 42,47 6,50 15,81 64,77 13
MGwp 11,7 32,83 6,38 26,80 66,01 14
MGev 15,8 33,20 6,41 26,42 66,04 14
FB 612,3 32,25 2,48 28,65 63,39 8
FBrac 1.524,7 43,34 2,74 15,68 61,76

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf Modellergebnissen
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Tabelle 22: Zusammenfassung: Ergebnisse der betrachteten Mo-
dellszenarien zur Nutzung von Flexibilitdtsoptionen:
Zubau und Abbau von Erzeugungskapazitat und CO,-

Emissionen
A Kohle A Gas A Gas KWK P2G CO.
[MW] [MW] [MW] [MW] [Mio. t]
MG -1.062,2 -1.563,2 7.000,0 0,0 102,67
MGxwk -1.062,1 -1.563,4 7.000,0 0,0 102,59
MGp2c -1.062,2 -1.563,1 7.000,0 13.468,8 102,63
MGpognora  -1.062,1 -1.563,4 7.000,0 13.468,8 102,64
MGwe -1.062,2 -1.563,2 7.000,0 0,0 102,67
MGegy -941,2 -1.585,2 7.000,0 0,0 103,56
FB -1.108,7 -1.585,2 7.000,0 0,0 101,91
FBr2c -1.107,2 -1.190,7 7.000,0 15.765,7 106,03

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf Modellergebnissen

(KWK) Das Szenario MGkwk betrachtet den Fall, dass der KWK-
Zubau im Suden konzentriert wird. Eine Lenkung des Zubaus in
den Grenzen des KWK-Ausbaupotenzials scheint einfach umsetz-
bar, solange die Produktionsanreize weiterhin Uber die Borse de-
terminiert werden. In dem Szenario wurde das Zubaupotenzial von
7 GW installierter Leistung auf die Bundeslander Baden-
Wirttemberg, Bayern, Hessen, Rheinland-Pfalz, Saarland und
Thuringen aufgeteilt, um so die im Stden installierte konventionel-
le Kapazitat zu erhéhen. Generell untersucht das Szenario, ob ein
deutlicher Zubau von (Gas-)Kapazitat im Siden zu einer Verbes-
serung des Gesamtsystems fiihren kénnte.

Die Ergebnisse zeigen einen moderaten Wohlfahrtseffekt verbun-
den mit einer moderaten Reduktion des Netzausbaus. Die Ergeb-
nisse suggerieren, dass nicht eine fehlende flexible Erzeugungs-
kapazitat im Suden treibend fir den Netzausbau ist, sondern viel-
mehr die fehlende Mdglichkeit, die fluktuierende Produktion aus
dem Norden vor Ort flexibel zu verbrauchen, im Notfall abzuregeln
oder abzutransportieren. Das folgende Szenario liefert Hinweise,
ob diese Hypothese tragt.

(P2G) Einen flexiblen Verbrauch von fluktuierender Stromprodukti-
on, insbesondere zu Zeiten hoher Produktion und niedrigen Ver-
brauchs (und damit niedriger Preise) stellt die Power-to-Gas-
Technologie dar. Dabei wird mithilfe von Strom Gas produziert,
das wiederum in Gaskraftwerken verstromt (dann ware eine Spei-
cherfunktion gegeben) oder anderweitig verwendet werden kann.
Da das Gasnetz eine ausreichende Kapazitat aufweist, muss an
dieser Stelle nicht tber die Kapazitat des ,Speichers” nachgedacht
werden.
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Die Berechnungen enthalten drei Szenarien, in denen P2G-
Anlagen gebaut werden kdnnen. MGp,¢ bildet die Investitionsan-
reize unter aktuell herrschenden Rahmenbedingungen ab. FBpyg
zeigt, wo und in welchem Umfang P2G-Anlagen installiert wirden,
wenn optimale (regional differenzierte) Preissignale von den Mark-
ten ausgingen. Es zeigt sich, dass in beiden Szenarien in grol3em
Umfang P2G-Anlagen zugebaut werden, wobei der Zubau im Sze-
nario FBpyg hoher ist (15,8 GW in FBpyg vs. 13,5 GW in MGpyg).
Weiterhin fallt auf, dass der Zubau sich unter den aktuellen Markt-
bedingungen gleichmaRig auf die Bundeslander verteilen wirde,
wahrend er im Nodalpreissystem (FBp,g) in den Regionen mit Pro-
duktionstberschuss (d. h. in den nérdlichen Bundeslandern) ange-
siedelt wirde.

Dies hat unmittelbare Implikationen fir den Netzausbau. Wahrend
im Szenario MGp,g nur eine Leitung eingespart wird, reduziert sich
der Leitungsbedarf bei optimalen Marktbedingungen von acht
(Szenario FB) auf drei Leitungen (Szenario FBp,g). Die massive
Reduktion des Netzausbaus im Optimum lasst sich mit der sys-
temdienlichen Ansiedlung der P2G-Anlagen begrunden, in Verbin-
dung mit der Tatsache, dass die regional differenzierten Preise
ideale Anreize zum erzeugungsnahen Verbrauch von Strom im
Norden in den entscheidenden Stunden implizieren.

Der Wohlfahrtseffekt ist sowohl in der Marktlésung als auch in der

Optimallésung signifikant. Dies ist im Wesentlichen darauf zuriick-

zufihren, dass die P2G-Anlagen die Anzahl der Stunden mit nega-
tiven Preisen stark verringern.

Die Ergebnisse suggerieren, dass die MalRnahme, flexible Ver-
braucher in Regionen mit stark fluktuierendem Stromangebot zu
installieren, durchaus geeignet sein kann, den notwendigen Netz-
ausbau zu reduzieren. Es mussten jedoch Mallnahmen identifiziert
werden, die in der Lage sind, die Ansiedlung der Anlagen so zu
lenken, dass sie in Regionen mit hoher Produktion installiert wer-
den.

Um den potenziellen Nutzen einer solchen Malinahme besser ein-
schatzen zu konnen, wurde zusatzlich zu den Szenarien MGpag
und FBpyg €in weiteres Szenario MGpagnorg @nalysiert, bei dem die
Ansiedlung der P2G-Anlagen ausschlieRlich in den Bundeslandern
stattfindet, in denen sie in der wohlfahrtsoptimalen Lésung FBp,g
gebaut werden und bei dem die proportionale Aufteilung der Ge-
samtkapazitat auf diese Bundeslander analog zu FBpyg erfolgt.
Hieraus ergibt sich jedoch weder ein positiver Effekt auf die Wohl-
fahrt (im Vergleich mit dem Szenario ohne eine Ansiedlung im
Norden), noch ein Einsparpotenzial beim Netzausbau. Die Ergeb-
nisse legen nahe, dass der systemdienlichere Standort der Anla-
gen (erzeugungsnah, im Norden) keinerlei Effekt auf die Wohlfahrt
oder auch den notwendigen Netzausbau hat, solange die Preis-
signale den Verbrauch nicht systemdienlich lenken.
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Warmepumpen (WP) Die Schaffung von zusatzlichem Verbrauch
in Regionen mit hoher Produktion ist auch der Hintergrund, vor
dem Warmepumpen als eine Option zur Reduktion des notwendi-
gen Netzausbaus diskutiert werden. Im Kontrast zu den P2G-
Anlagen kdnnen Warmepumpen jedoch nur eingeschrankt flexibel
auf den jeweiligen Angebotsiberschuss reagieren. Vielmehr ge-
ben sie ein zusatzliches Verbrauchsprofil vor (geflhrt durch den
Warmebedarf der angeschlossenen Haushalte), das nur begrenzt
mit dem systemdienlichen Profil Gbereinstimmt. Eine Méglichkeit
der Netzbetreiber, die Warmepumpen zeitweise vom Netz zu
nehmen wird, im vorliegenden Modell nicht betrachtet.

Die Ergebnisse der Berechnungen zeigen klar, dass durch eine
unflexible Erhéhung der Nachfrage in produktionsstarken Regio-
nen keine Verbesserung der Wohlfahrt zu erwarten ist. Auch bei
den sonstigen Systemeigenschaften, insbesondere dem Leitungs-
zubau, lasst sich keine Veranderung ausmachen.

Marktdurchdringung von PV-Batterie-Systemen (Eigenver-
brauch, EV) Alternativ zu der Ansiedlung von zusatzlichem (még-
lichst flexiblem) Verbrauch im Norden besteht eine Flexibilitatsop-
tion darin, existierende Solaranlagen mit Batterien zu komplemen-
tieren, so dass deren Einspeiseprofil systemdienlich geglattet wer-
den kann. Im Rahmen dieses Gutachtens wurde daher ein Szena-
rio betrachtet, in dem das Einspeiseprofil eines Teils der PV-
Produktion durch einen modifizierten Einspeisevektor ersetzt wur-
de. Dieser Vektor wurde unter der Annahme berechnet, dass die
entsprechenden Haushalte mit Kleinspeichern ausgestattet sind,
die es ermoglichen, einen Teil der Einspeisung in die Randstunden
zu verschieben. Dabei wird jedoch nicht davon ausgegangen, dass
die Lastverschiebung tatsachlich auf Preissignale reagiert.

Die Ergebnisse verdeutlichen, dass eine solche Mallnahme nicht
geeignet ist, die Wohlfahrt zu erhéhen. Zudem fallt der Abbau von
Kohlekraftwerken leicht niedriger aus, was den CO,-Ausstol} ge-
genuber dem Referenzszenario leicht erhdht. Dies ist im Wesentli-
chen darin begrindet, dass die Lastverschiebung nicht marktge-
steuert ist, sondern einem exogenen Profil folgt. Generell ist je-
doch anzumerken, dass eine Kombination von Speichern mit fluk-
tuierenden Erzeugungsanlagen durchaus das Potenzial hat, den
notwendigen Netzausbau zu reduzieren — allerdings auf den nied-
rigeren Netzebenen, die in diesem Gutachten nicht explizit be-
trachtet werden.
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4.4.3 Kombination der MaBRnahmen

Nachdem in den beiden vorangegangenen Abschnitten die Aus-
wirkungen einzelner MaRnahmen im Detail beleuchtet wurden,
werden abschlieend die Auswirkungen dargestellt, die aus einer
Kombination der vielversprechenden MalRnahmen zu erwarten
sind. Zu diesem Zweck wird das Ausgangsszenario MG mit dem
Szenario MGy (Auspragungen EE, EM&RD, P2G, KWK) und, als
oberer Benchmark, mit dem Szenario FBa . (ebenfalls Auspragun-
gen EE, EM, P2G) verglichen.44

Tabelle 1: Zusammenfassung, Ergebnisse der betrachteten Mo-
dellszenarien zur Nutzung von Flexibilitatsoptionen:
MG, MGau, FBaw

Leitungsaus-

A_ w Pave Netzentgelt EE-Forderung Pcorr bau
[Mio. €] [€/MWh] [€/MWh] [€/MWh] [€/MWh] [Anzahl]
MG 0,0 32,83 6,39 26,80 66,02 14
MGaLL 1.716,6 42,47 5,25 14,82 62,54
FBaLL 2.981,1 43,35 3,21 13,33 59,88

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf Modellergebnissen

Tabelle 23: Zusammenfassung, Ergebnisse der betrachteten Mo-
dellszenarien zur Nutzung von Flexibilitdtsoptionen:
MG, MGai, FBaLL

A Kohle A Gas A Gas KWK P2G CO;
[MW] [MW] [MW] [MW] [Mio. t]
MG -1.062,2 -1.563,2 7.000,0 0 102,67
MGaLL -1.279,0 -1.585,2 7.000,0 3.744,6 101,69
FBaLL -521,8 -548,4 7.000,0 8.748.,8 107,15

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf Modellergebnissen

Die Kombination aller hier einbezogenen Mallnahmen im Markt-
gleichgewicht erlaubt einen Wohlfahrtsgewinn von tber 1,7 Mrd. €
pro Jahr unter Beibehaltung der aktuellen Rahmenbedingungen an
der Strombdérse (insbesondere der einheitlichen Preiszone flr
Deutschland). Der notwendige Leitungsausbau kann mehr als hal-
biert werden, von 14 Leitungen im Referenzszenario MG auf 6 Lei-
tungen im Szenario MGy, . Auffallig ist, dass einige MaRnahmen in
ahnlicher Weise wirken und daher die Effekte auf Wohlfahrt und
Netzausbau subadditiv sind. So ist z. B. der Zubau von P2G-
Anlagen im Szenario MGa.. geringer als in MGpyg, vermutlich des-
halb, weil die Spitzenkappung und der flexible Verbrauch auf un-
terschiedliche Art und Weise das Auseinanderfallen von Erzeu-

44 Die MaRnahmen RD und KWK sind in den FB-Szenarien irrelevant, da das Engpassmanagement durch regional diffe-
renzierte Preise schon optimal gel6st ist und die Kraftwerke ohnehin systemoptimal zugebaut werden.
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gung und Verbrauch adressieren. Wahrend die P2G-Anlagen Er-
zeugungsspitzen nutzen, aber nicht regional glinstig stehen,
adressiert das Einspeisemanagement gezielt das raumliche Aus-
einanderfallen von Erzeugung und Verbrauch.

In der Optimallésung zeigt sich, dass die in diesem Gutachten be-
trachteten Flexibilisierungsmallinahmen im Modell geeignet sind,
den Netzausbau komplett zu vermeiden. Dies ist ein weiteres star-
kes Signal, dass Flexibilisierungsmallinahmen ein Substitut fir den
Netzausbau darstellen kénnen und Uber eine geeignete Kombina-
tion von MalRnahmen zur Bewaltigung der aktuellen Herausforde-
rungen nachgedacht werden sollte.
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5 Zusammenfassung der Ergebnisse

Im Rahmen der Energiewende wird das deutsche Energiesystem —
und damit auch die Stromversorgung in Deutschland — in den
kommenden Jahrzehnten neu aufgestellt. Anstelle der herkémmli-
chen konventionellen Stromproduktion wird die erneuerbare Er-
zeugung treten. Damit andern sich die Standorte der Erzeugungs-
anlagen, ihre Betriebsweise und somit notwendigerweise auch die
Netzin

frastruktur. Deren Planung wird erschwert durch die Tatsache,
dass der Zubau von Erzeugung zunehmend von Markten gesteu-
ert wird und somit komplexe Interdependenzen zwischen den
Marktmechanismen, den auf ihnen basierenden Entscheidungen
der privatwirtschaftlichen Erzeuger und den Planungsvorhaben der
regulierten Netzbetreiber entstehen. Diesen Interdependenzen
wird in der Netzausbauplanung nur teilweise Rechnung getragen.
Die Netzplanung beruht auf Szenarien, die eine tiberschaubare
Anzahl wahrscheinlicher Ausbaupfade darstellen. Rickwirkungen
verschiedener Ausbauoptionen des Netzes auf das Marktgesche-
hen werden dabei ebenso wenig betrachtet wie der optimale Aus-
bau des Netzes bei alternativer Entwicklung der Erzeugungsstruk-
tur.

In diesem Gutachten steht die Interdependenz zwischen dem zu-
kinftigen Marktgeschehen und der komplementaren Netzausbau-
planung im Fokus. Um diese Interdependenz im Modell erfassen
zu kénnen, wird die Komplexitat der Zusammenhange reduziert,
ohne jedoch den Realitatsbezug zu verlieren. Modelliert werden
Investitions- und Produktionsanreize flir zahlreiche Technologien
sowie Netzausbau und -betrieb unter der Annahme einer verein-
fachten Netzstruktur, in der das deutsche Netz auf einen Knoten
pro Bundesland aggregiert wird. Die Modellierung hat den Vorteil,
dass Interdependenzen von Marktgeschehen und Netzausbau in-
tegriert im Rahmen von mehrstufigen Optimierungsmodellen ana-
lysiert werden kénnen. Die Ergebnisse geben Hinweise auf Effekte
und deren GréRenordnung und kénnen bei Bedarf mithilfe detail-
lierter elektrotechnischer Berechnungen Uberpruft und prazisiert
werden. Anzumerken ist, dass sich die vorliegende Modellierung
auf das deutsche Ubertragungsnetz bezieht. Manahmen in da-
runterliegenden Netzebenen werden durch Inputvektoren abgebil-
det.

Als Referenzszenarien fur die vorliegende Untersuchung werden
zum einen die aktuellen Rahmenbedingungen am Strommarkt im-
plementiert, zum anderen wird die optimale Systemkonfiguration
bestimmt. Aus dem Vergleich der beiden Losungen ergibt sich ein
hohes Potenzial fiir Wohlfahrtssteigerungen und fiir eine Redukti-
on des notwendigen Netzausbaus. Die Wohlfahrt der Optimall6-
sung unter Einsatz von Flexibilitatsoptionen (FBa..) Ubersteigt die
Wohlfahrt unter aktuellen Rahmenbedingungen um mehr als 2,9
Mrd. € pro Jahr (Uber 10 % der entstehenden Gesamtkosten). Der
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Netzausbau in der Optimallésung betragt (je nach Ausgestaltung
der Rahmenbedingungen und Flexibilitadtsoptionen im Modell) zwi-
schen null und acht Leitungen — versus 14 unter aktuellen Rah-
menbedingungen. Es zeigt sich somit, dass ein erhebliches Poten-
zial fur mehr Kosteneffizienz besteht. Eine Umsetzung eines No-
dalpreissystems nach amerikanischem Vorbild, das Anreize ent-
sprechend der hier berechneten Optimalkonfiguration implizieren
wurde, ist jedoch in Deutschland derzeit nicht denkbar.

Den Kern des Gutachtens bildet daher die Analyse verschiedener

Szenarien, in denen das Potenzial analysiert wird, durch moderate
Veranderung der Rahmenbedingungen oder Nutzung von Flexibili-
tatsoptionen die Kosteneffizienz zu erhéhen und den notwendigen
Netzausbau zu senken.

Eine grolte Wirkung entfalten in den Analysen Malinahmen, die
aktuell bereits in der Diskussion sind. Wird (i) Gberschiissige er-
neuerbare Erzeugung in optimaler Weise abgeregelt (sowohl an
den Markten als auch im Rahmen des Redispatches) und (ii) eine
kosteneffiziente Abwagung zwischen Redispatch und Netzausbau
getroffen (MGemsrp), SO reduziert sich der notwendige Leitungs-
ausbau (von 14 auf 8 Leitungen) und steigt die Wohlfahrt (um
mehr als 1,3 Mrd. € pro Jahr, was ca. 5 % der im Referenzszena-
rio entstehenden Systemkosten entspricht). Die Abregelung von
Erzeugungsspitzen aus erneuerbaren Energien findet bereits An-
wendung im aktuellen Netzentwicklungsplan. Anzumerken ist in
diesem Zusammenhang jedoch, dass die im NEP vorgesehene Art
der Kappung (der EE-Spitzen) lediglich eine Kappung der maxima-
len Einspeisespitzen durchfiihrt, ohne Berlicksichtigung der Last-
und Netzsituation. Im vorliegenden Gutachten erfolgt eine system-
optimale Kappung der EE-Einspeisung unter Berucksichtigung
dieser Aspekte. Die kosteneffiziente Abwagung zwischen Redis-
patch und Leitungsausbau findet bisher im Netzentwicklungsplan
keine Anwendung, diese Moglichkeit wird jedoch in einigen jliinge-
ren Studien bereits intensiv diskutiert (vgl. Agora Energiewende
(2012), BET (2015), Grimm et al. (2016d)). Die Analysen in diesem
Gutachten erlauben somit eine Reflexion und Weiterentwicklung
der vorgesehenen Malinahmen, so dass diese ihre Wirkung opti-
mal entfalten kdnnen. Insbesondere zeigt das Ergebnis, dass der
Ausbau der erneuerbaren Erzeugung durchaus nicht durch verzo-
gerten Netzausbau verlangsamt werden muss. Vielmehr gibt es al-
ternative Wege, das System an die Eigenschaften erneuerbarer
Erzeugung anzupassen.

Wahrend die Vorteilhaftigkeit der im vorherigen Absatz diskutierten
Mafinahmen in Ansatzen gut verstanden ist, gibt es wenige Er-
kenntnisse dartber, ob und wie die Verteilung des EE-Zubaus von
den Rahmenbedingungen der Zukunft abhangt. Diese Frage ist mit
Blick auf die Kosteneffizienz und den notwendigen Netzausbau
zentral. In einem weiteren Szenario wird daher betrachtet, wie
stark sich die optimale regionale Verteilung von EE-Anlagen und
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damit auch der Technologiemix andern wurden, wenn die ver-
schiedenen (zuvor diskutierten) Optionen zur Auflésung von Eng-
passen kosteneffizient zum Einsatz kdmen. Die Berechnungen er-
geben eine regionale Verteilung der EE-Anlagen, die sich stark
von den im NEP avisierten Mengen unterscheidet — allerdings nur
dann, wenn Abregelung optimal praktiziert und Redispatch bei der
Netzausbauplanung als Alternative akzeptiert wird.

Der EE-Ausbau verlagert sich dann tendenziell mehr in den Su-
den. Dieser Effekt ist deutlicher flir Wind als fiir PV. In Abhangig-
keit von den im Modell unterstellten Investitionskosten kann sich
auch der Technologiemix andern. Die Anpassungen bewirken,
dass das im NEP avisierte Mengenziel bezuglich der Einspeisung
gunstiger erreicht werden kann. Die Ursachen kdnnen vielfaltig
sein:

Netzausbau kann durch eine verbrauchsnahe Ansiedlung
von erneuerbarer Erzeugung eingespart werden — daher
sind unter Umstanden auch Standorte vorteilhaft, an denen
das Erzeugungspotenzial nicht voll ausgeschopft wird.

Durch eine Anderung des Technologiemixes kann das
Mengenziel mit einer wesentlich geringeren installierten
Leistung erreicht werden — dadurch werden Investitions-
kosten gespart.

Eine bessere Verteilung der Anlagen erlaubt den Betrieb
des Gesamtsystems mit weniger Backup-Kraftwerken — so
wird Braunkohlekapazitat abgebaut.

In den vorliegenden Berechnungen ist der Wohlfahrtseffekt im
Marktgleichgewicht (MGgg) moderat und eine isolierte Betrachtung
des endogenen Ausbaus der erneuerbaren Technologien flihrt zu
keiner signifikanten Einsparung beim Netzausbau. Modellberech-
nungen mit alternativen Kostenparametern zeigen jedoch, dass
der Effekt durchaus bedeutend sein kann. Dies wird eindrucksvoll
durch den Vergleich der Systemoptima mit und ohne endogenen
Ausbau der EE belegt (FB vs. FBgg). Hier erhéht sich durch die
systemdienliche Ansiedlung der Anlagen die Wohlfahrt um mehr
als 1,0 Mrd. € pro Jahr und der Netzausbau wird durch die ver-
brauchsnahe Ansiedlung der Anlagen fast komplett obsolet (bis
auf eine Leitung). Gleichzeitig steigt die installierte Leistung der
EE-Anlagen betrachtlich, da die verbrauchsnahen Anlagen
zwangslaufig an weniger ertragreichen Standorten platziert sind.
Dies zeigt deutlich, dass der fehlende Netzausbau den Zubau an
erneuerbarer Erzeugung nicht prinzipiell behindert.

Die Ergebnisse belegen somit, dass der aktuell avisierte Techno-
logiemix und seine regionale Verteilung vor dem Hintergrund neu-
er Rahmenbedingungen zu hinterfragen ist. Auch zeigen die Er-
gebnisse, dass die Investitionskosten der EE-Anlagen in Zukunft
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so niedrig sein werden, dass eine Abwagung zwischen dem ver-
brauchsnahen Standort der Anlage und dem Netzausbau getroffen
werden muss. Es kann suboptimal sein, EE-Anlagen ohne Berick-
sichtigung des zugrundeliegenden Netzes und der Verbrauchszen-
tren an den Standorten mit den hochsten Ertragen zu errichten.
Dies wird aber zweifellos geschehen, wenn die Marktpramien auch
kunftig deutschlandweit identisch sind. Offensichtlich hat der Re-
gulierer prinzipiell die Moglichkeit, den Ausbau in héherem Malde
zu lenken — z. B. durch regional differenzierte Mengenziele. Dieses
Gutachten kann aber nur den Ausgangspunkt entsprechender
Uberlegungen darstellen. Zu verifizieren ware anhand von detail-
lierteren elektrotechnischen Berechnungen, wie robust die hier ge-
troffenen Schlussfolgerungen im Detail sind. Das Design entspre-
chender Mechanismen zur Steuerung der Ansiedlung von EE-
Anlagen ist dartiber hinaus komplex und bedarf umfangreicher
Planungen und Abwagungen.

Neben dem Einspeisemanagement, der Antizipation des Redis-
patches bei der Netzausbauplanung und dem optimalen EE-
Ausbau wurden in diesem Gutachten weitere Flexibilisierungs-
mafnahmen betrachtet und deren Potenzial zur Vermeidung von
Netzausbau analysiert. Im Einzelnen handelt es sich dabei um fol-
gende MalRnahmen:

ein umfangreicher Zubau von KWK-Anlagen im Suden,

die Installation von P2G-Anlagen, die Uberschiissige Strom-
produktion zur Herstellung von Gas nutzen,

eine Konzentration von Warmepumpen im Norden und Osten
Deutschlands zur Erhéhung der dortigen Stromnachfrage und

eine beschleunigte Marktdurchdringung von PV-Batterie-
Systemen zur Steigerung des Eigenverbrauchs.

Ein Zubau von KWK-Kapazitat im Suden fuhrt nicht zu einer signi-
fikanten Verringerung des notwendigen Netzausbaus und auch
nicht zu eindeutigen Wohlfahrtseffekten. Dies gilt selbst dann,
wenn man von Kapazitatsschranken fiir den Zubau (aufgrund
technologischer Restriktionen) abstrahiert. Die Berechnungen le-
gen daher nahe, dass der Netzausbau vorwiegend nétig ist, um
die Spitzen der fluktuierenden Stromproduktion im Norden abzu-
transportieren, weniger um Versorgungslicken im Suden systema-
tisch zu decken.

Vor diesem Hintergrund sind die Ergebnisse eines Szenarios zu
bewerten, in dem der Zubau von P2G-Anlagen modelliert wird. In
verschiedenen Szenarien zeigt sich, dass nicht nur die Allokation
dieser Anlagen, sondern auch die Anreize zu systemdienlichem
Verbrauch entscheidend fir die Auswirkungen auf den Netzaus-
bau sind. Zunachst wird ein Szenario analysiert, in dem — analog
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zu den aktuellen Bedingungen am Strommarkt — die Investitions-
anreize fur P2G-Anlagen deutschlandweit identisch sind. Folge-
richtig verteilt sich der Zubau der Anlagen Uber das gesamte deut-
sche Marktgebiet. Hier ergeben sich keine klaren Effekte auf den
Netzausbau, aber dennoch nicht unerhebliche Wohlfahrtseffekte.
Diese sind dadurch getrieben, dass der zuséatzliche Verbrauch in
grollem Umfang negative Preise an der Borse eliminiert.

Betrachtet man im Vergleich den Zubau von P2G-Anlagen im Sys-
temoptimum, so werden die P2G-Anlagen im Norden angesiedelt,
wo sie iberschiissigen Strom erzeugungsnah verbrauchen. Uber
die regional differenzierten Borsenpreise erhalten sie hier zusatzli-
che Anreize, auf die Fluktuation der Stromproduktion systemdien-
lich zu reagieren. Durch das raumlich und zeitlich am System aus-
gerichtete Verbrauchsmuster der P2G-Anlagen kann der notwen-
dige Netzausbau von acht auf drei Leitungen reduziert werden.
Entscheidend hierfir ist die Flexibilitat der Anlagen sowie ihre sys-
temdienliche Ansiedlung. Letzteres wird klar, wenn man eine
Marktlosung betrachtet, in der die P2G-Anlagen zwar an den
Standorten der systemoptimalen Lésung angesiedelt sind, aber
dennoch lediglich die Preissignale einer Borse mit einheitlichem
Strompreis erhalten. Es zeigt sich, dass der systemdienlichere
Standort der Anlagen (erzeugungsnah, im Norden) keinerlei Effekt
auf die Wohlfahrt oder auch den notwendigen Netzausbau hat, so-
lange die Preissignale den Verbrauch nicht systemdienlich lenken.

Ebenfalls von der Idee der Absorption der tberschissigen Strom-
produktion im Norden getrieben ist die Uberlegung, vermehrt
Warmepumpen im Norden und Osten Deutschlands zu installieren.
Anders als die P2G-Anlagen sind Warmepumpen jedoch nicht in
der Lage, flexibel auf die fluktuierende Stromproduktion zu reagie-
ren. Vielmehr sind sie vom Warmebedarf der angeschlossenen
Haushalte abhangig und begrinden nur eine weitere exogene
Last. Dies scheint auch der Grund, warum in dem entsprechenden
Modellszenario kein positiver Effekt eines vermehrten und geziel-
ten Ausbaus von Warmepumpen auf Netzausbau oder Wohlfahrt
zu verzeichnen ist.

AbschlieRend wurde ein Szenario betrachtet, in dem eine hohe
Marktdurchdringung mit PV-Batterie-Systemen zur Eigenver-
brauchsmaximierung unterstellt wird. Dies wird im Modell durch ei-
nen veranderten Einspeisevektor der entsprechenden Solaranla-
gen berucksichtigt. Analog zur Logik erhdhter Ansiedlung von
Warmepumpen im Norden wird somit angenommen, dass die
Speicher nicht auf die Marktpreise (also auf die aktuelle Ange-
bots-Nachfragesituation) reagieren, sondern lediglich zu einer Ver-
schiebung der Einspeiseprofile genutzt werden. Auch in diesem
Szenario zeigt sich kein positiver Effekt. Die Ergebnisse legen die
Schlussfolgerung nahe, dass nur MalRnahmen zu einer Verbesse-
rung der Systemeffizienz geeignet sind, die gezielt auf die fluktuie-
rende Angebotssituation reagieren kdnnen.
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6 Fazit und Ableitung von Empfehlungen
Zusammenfassend zeigt die Studie,

dass die Notwendigkeit des Netzausbaus im NEP 2014 groR-
tenteils durch die Notwendigkeit getrieben wird, fluktuierende
Produktion aus dem Norden unter bestimmten Annahmen zur
mdglichen Spitzenkappung abzutransportieren und

dass Mallnahmen, die diese Anforderung abmildern, den not-
wendigen Netzausbau merklich reduzieren kénnen. Dazu ge-
hort

ein optimales Einspeisemanagement (markt- und netzgetrie-
bene Abregelung der EE),

der Einsatz von vermehrtem Redispatch als Alternative zum
Netzausbau, wo dies glnstiger ist sowie

die Installation flexibler Verbraucher an Standorten fluktuieren-
der Erzeugung.

Es zeigt sich weiterhin, dass unter den geschilderten Rahmenbe-
dingungen die optimale Allokation der erneuerbaren Erzeugung
(insbesondere PV und Wind Onshore) signifikant von der im NEP
avisierten Allokation abweicht.

Ein vermehrter KWK-Zubau im Siden fuhrt nicht zu einer signifi-
kanten Steigerung der Kosteneffizienz und reduziert auch den
notwendigen Netzausbau nicht merklich. Die Preissignale bei ei-
nem einheitlichen Strompreis im gesamten deutschen Marktgebiet
reichen nicht aus, um einen systemdienlichen Einsatz der Kraft-
werke im Suden zu induzieren.

Maflnahmen, die zusatzlich Strom an produktionsintensiven
Standorten verbrauchen, aber ihren Verbrauch nicht flexibel den
aktuellen Gegebenheiten anpassen konnen, sind nicht geeignet,
die Kosteneffizienz zu steigern und den notwendigen Netzausbau
zu verringern. Dazu gehdren die Installation von Warmepumpen
und Kleinspeichern, die nicht marktpreisgesteuert sind.

Insgesamt zeigen die Ergebnisse, dass fehlender oder verzogerter
Netzausbau kein Grund fir einen verzégerten Ausbau der erneu-
erbaren Erzeugung sein muss. Vielmehr kann der notwendige
Netzausbau durch Einsatz von Flexibilitdtsoptionen substanziell
reduziert werden, was zudem in der langen Frist eine hdhere Kos-
teneffizienz erlaubt.
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Empfehlungen

Optimale EE-Abregelung. Die Vorhaben zur markt- und sys-
temgetriebenen Abregelung von EE-Erzeugung sollten konse-
qguent weitergedacht werden. Anstelle einer Kappung der Er-
zeugungsspitzen sollte eine Abregelung bei negativen Strom-
preisen und im Rahmen des Redispatches treten, wo dies die
glnstigste Alternative darstellt. Durch die Koppelung des Ab-
regelungsvorgangs an Preissignale ist gewahrleistet, dass ge-
nau in den Momenten abgeregelt wird, in denen dies aufgrund
der Angebots- und Nachfragekonstellation aus Griinden der
Kosteneffizienz geboten erscheint. Signifikant steigende CO.-
Emissionen sind nicht zu erwarten. Uber eine flexible Nutzung
des abgeregelten Stroms sollte nachgedacht werden.

Redispatch als Alternative zum Netzausbau. Bei der Netz-
ausbauplanung sollte die Beseitigung von Netzengpéassen
durch Redispatch als Alternative zum Netzausbau angesehen
werden, wenn dadurch die erwarteten Kosten glnstiger sind.
Ein solches Vorgehen reduziert den notwendigen Netzausbau
signifikant, insbesondere wenn im Rahmen des Redispatches
auch die Abregelung erneuerbarer Erzeugung zulassig ist.
Vereinzelt wird angeflihrt, dass ein solches Vorgehen die Ver-
sorgungssicherheit gefahrdet. Versorgungssicherheit sollte je-
doch gezielt durch MalRinahmen adressiert werden, die
Schwachstellen in der Systemstruktur eliminieren, nicht durch
prinzipiell ibermaRigen Netzausbau.

Kosteneffizienz beim EE-Ausbau durch Effizienzsteige-
rungen bei regionaler Verteilung und geeignetem Techno-
logiemix. Sollten die beiden vorgenannten Empfehlungen um-
gesetzt werden, so ist der aktuell avisierte Ausbaupfad der EE
zu hinterfragen. Die optimale Verteilung der EE-Kapazitaten
auf die Bundeslander und auch der Technologiemix zwischen
PV und Wind unterscheiden sich in den Berechnungen zu die-
sem Gutachten zum Teil signifikant von den im Szenariorah-
men des NEP avisierten Mengen. Die Modellprognosen sollten
allerdings vor einer Erwagung gezielter Mal3nahmen zunachst
in detaillierten elektrotechnischen Berechnungen Uberpruft
werden. Fakt ist, dass die EE bei bundesweit einheitlicher, in
Ausschreibungen ermittelter Marktpramie an den ertragreichs-
ten Standorten ausgebaut werden, wobei der Nutzen im Ge-
samtsystem (z. B. vermiedener Netzausbau durch gunstigere
regionale Verteilung) keine Beriicksichtigung findet. Eine Len-
kung des Ausbaus, so wie von der Bundesregierung im aktuel-
len EEG-Entwurf angedacht, ist prinzipiell méglich, Empfeh-
lungen zur exakten Umsetzung Ubersteigen jedoch den Rah-
men dieses Gutachtens.

Ansiedlung flexibler Verbraucher bei fluktuierender Er-
zeugung. Die Installation flexibler Verbraucher an Standorten
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mit viel fluktuierender Erzeugung fuhrt zu einer Entlastung der
Netze, da Strom “erzeugungsnah vor Ort” verbraucht werden
kann, sobald er sonst zu Netzengpassen fihren wirde. Eine
Steuerung Uber Preissignale ist wiinschenswert, allerdings ist
zu erwarten, dass die Preissignale bei deutschlandweit einheit-
lichem Borsenpreis nicht stark genug sind. Eine schlichte regi-
onale Ansiedlung von Verbrauchern ohne entsprechende
raumlich aufgeldste Preissignale ist nahezu wirkungslos.
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7 Anhang

7.1 Modelldarstellung

Im Folgenden werden die verwendeten Modelle im Detail darge-
stellt. Kapitel 7.1.1 stellt die Berechnung des Systemoptimums
(bzw. der Nodalpreislosung) dar, Kapitel 7.1.2 die Berechnung des
Marktgleichgewichts.

Aus der Modelldarstellung gehen Vorteile und Einschrankungen
des Verfahrens hervor, die wir hier kurz zusammenfassen moch-
ten. Der entscheidende Vorteil der Herangehensweise besteht da-
rin, dass die stindliche Produktionsentscheidung und Preisbildung
am Spotmarkt sowie die damit konsistenten Investitionsentschei-
dungen (Investition in Erzeugung durch private Investoren und In-
vestition in Netz durch den Regulierer) im Modell endogen ermittelt
werden. Dadurch besteht die Moglichkeit, die Auswirkungen des
Energiemarktdesigns auf die Investitionsanreize (und somit auf die
Systemkonfiguration) zu evaluieren.

Die integrierte Betrachtung von Netz- und Erzeugungsinvestitionen
in einem Gleichgewichtsmodell beschrankt die mogliche Beruck-
sichtigung der technischen Komplexitat von Erzeugungsanlagen
und Netz. Hinsichtlich der Marktmodellierung und des Einsatzes
der Erzeugungsanlagen ergibt sich im Vergleich zu der im NEP zur
Anwendung kommenden Methodik eine Vereinfachung hinsichtlich
all jener Aspekte, die intertemporare Restriktionen induzieren, die
sich Uber langere Zeitrdume hinziehen, z. B. Rampen der Kraft-
werke, minimale Auslastungsgrade laufender Kraftwerke und Full-
standsobergrenzen bei Speichern. Das betrachtete Merit-Order-
Modell vernachlassigt diese moglicherweise auftretenden inter-
temporaren Nebenbedingungen. Hinsichtlich der Netzmodellierung
wurde in der vorliegenden Studie eine linearisierte DC-
Netzmodellierung gewahlt und zudem das deutsche Netz auf ei-
nen Knoten pro Bundesland sowie zwolIf Verbindungen ins Aus-
land reduziert. Bei den Netzausbauentscheidungen werden nur die
im Rahmen der aktuellen Prozesse der Netzentwicklung in
Deutschland diskutierten HGU-Leitungen beriicksichtigt. Weiterer
Netzausbau sowohl innerhalb als auch zwischen Bundeslandern
im Hochspannungsnetz wird nicht endogen in unserer Analyse be-
trachtet.

Aufgrund des gewabhlten integrierten Modellansatzes ergeben sich
jedoch auch eine Reihe klar ersichtlicher Vorteile, die eine Analyse
der von uns betrachteten Szenarien Uberhaupt erst ermdglichen.
Der aktuell verwendete sequentielle Ansatz des NEP (vgl. Kapitel
3.1) schlie3t hingegen eine derartige integrierte Betrachtung aus.
Konkret handelt es sich hierbei insbesondere um folgende Aspek-
te:
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Unser Ansatz erlaubt es, die Auswirkungen einer netzdienli-
chen Allokation und eines netzdienlichen Einspeisemanage-
ments unter Berlicksichtigung des konventionellen Kraftwerks-
parks und der jeweiligen Nachfragesituation zu analysieren.

Unser Ansatz erlaubt es zudem, die Auswirkungen der Be-
ricksichtigung von Redispatch beim Netzausbau zu analysie-
ren. Eine derartige Analyse ist beim derzeit verwendeten se-
quentiellen Ansatz des NEP (vgl. Kapitel 3.1) nicht méglich.

Der betrachtete Netzausbau kann als mathematisches Opti-
mierungsproblem geldst werden, wodurch sich der optimale
Netzausbau fir das jeweils betrachtete Szenario bestimmen
lasst.

Die zuvor beschriebenen Einschrankungen in der Detailliertheit
unseres Modellansatzes sind der Tatsache geschuldet, dass nur
so eine Berechenbarkeit der Gesamtlosung, die Markt- und Netz-
modellierung einschlief3t, in sinnvoller Zeit sichergestellt werden
kann. Eine Verifizierung, inwiefern die resultierenden Szenarien in
der Tat zu physikalisch realisierbaren Losungen flihren, ist in je-
dem Fall notwendig. Insgesamt schranken diese Vereinfachungen
die direkte und ungefilterte Interpretierbarkeit unserer Ergebnisse
ein, es gibt jedoch keinerlei Grund zur Vermutung, dass die resul-
tierenden Effekte bei einer technisch detaillierteren Analyse vollig
veranderte Grélkenordnungen aufweisen wirden. Gleichwohl wer-
den im Rahmen dieser Studie nur starke Effekte interpretiert.
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7.1.1 Modelldarstellung: Der integrierte Planer Ansatz als First Best Benchmark
(FB)

d .
max ZneNinUNout Yter (fo o Pen(§)dS) - Yienewc;z;
o op /- )
— Ynenin ( Bgegatt Deer €% Veg + Tgeapew ¢ T + Ygecex ¢g” 75~ 95°%))

+ Ypenin ( Tuev, TP2°VE5C - Tueu, T3¢ - Yeerr, Co°Ve°)

s.t. 1. Kirchhoffsches Gesetz (Knotenregel):

P2G, JWP — ~re o KWK 4. BAT H20
den + Zueun Yeuw tdin = decg” Yeg T VentVin Vin t¥

tn
+ ZlEﬁ%”(L) ft_l - Zleaﬁut(L) ft,l firallen e NI ,teT
dt,n = Zlea,i{l(L) ft,l - Zlea%ut(L) ft,l fur alle n € Nout ,te T

2. Kirchhoffsches Gesetz (Maschenregel):
fe1 - Bi(Ben -6.;)=0 furallel=(n,j)e L¢*, teT
-M; (1-2)< fe1 - Bi(85 - 0, j) < My(1 - 2) frallel=(n,j)e L™, teT

Phasenwinkel des Referenzknotens:

0¢n,= 0 firalleteT

Ubertragungskapazititen:
—f,sfn st furallel e L¥*,teT

—2f, < fusaf, firalle | € L, te T

Konventionelle Erzeugungskapazititen:

Yeg S o T (F55- 77e) firallene N™ ge G, teT
Vig < o, Tyew furallene N®, ge Grew, teT
yred < yex firallen e N™®, ge G, teT
ygewsygb fiJraIIenEN"",QEG}}eW,tET

Erzeugungskapazitaten der erneuerbaren Energien:
(EE): Xter Ynenin ZeEEEn yet y{,‘é = YteT Znenin ZeEEEn }_’Zep y[,i
(EE): yhe < yub furallen e N, e € EE,
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(EE): 72° 2 3¢
(SQ): Jt = Leerr, Ve Vee
(EM):Ji5 < Xeerr, Ve Vie

P2G-Restriktion:

yP26 < gh2a

Variablenbeschrankung:

jrew 20
yred 2 0
Vg2 0
515,20
(EE): y2¢ 20
yP26 >0
§P26 > 0
degn20

z; € {0,1}

furallen € N, e € EE,
firallene N teT

firallene N" teT

firalene N™ ueU,, teT

fur alle n € N™*, g € GRev
furallen € N™*, g € GV
furallene N®, geG¥ teT
firallene N™ teT
furallen € N, e € EE,
firallene N™ ueU,, teT
firallene N™ ueU,
firallene N teT

far alle | € L%
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7.1.2 Modelldarstellung: Das reduzierte zweistufige Strommarktmodell (MG)

Spotmarktstufe: Optimale Investition in Erzeugungskapazitaten
und optimales Spotmarktverhalten

spot

ar
max ZneNmUNout DteT (f o Ptn(f)df)
- ZnENin ( de(;g” ZtET vary:ZOt + ZgEG{{eW mvynew + ZgEGe" ¢, (YQ YZEd))

P2G,spot P2G,spot N
+ Ynenin ( Zuev, Dter TPZGytu - Yueu, ci20y, - YeeEE, Ce°Ye’)

s.t. 1. Kirchhoffsches Gesetz (Knotenregel) fiir Zonen:

spot P2G spot wP spot re
Zne(zvmuzv"“f)n Zy (din * Luev, Yeu *din) = Zneninn Zy ( deG“” Yeg T Vin

+y KWK 4y BAT | H20) 1 Zzealn(L) ftsl pot Zzeaouf(L) ftsl pot furalle Z, € Z, t €
T
Ubertragungskapazititen zwischen Zonen:
—F, S [P sE, furalle | € L™eTN L% te T
—zf S £ s 2, furalle | € Lntern Lrew te T
Konventionelle Erzeugungskapazitaten:
ytpot< o, T (75~ §1°4) firallen e N®, g€ GE*, teT
yfsot < o Tymew firallene N, geGrev, teT
gred < yex firallene N, ge G, teT
gnew < yub firallene N, ge Gv, teT

Erzeugungskapazitaten der erneuerbaren Energien:
(SQ): 15 = Yeerr, Ve Vie firallene N teT

(EM): 518 < Yeer, Jo4Vie firallene N™ teT

P2G Restriktion:

Y26 < 3826 firallene N™ ueU,, teT

Variablenbeschrankungen:

yhew 20 fur alle n € N™*, g € GRev
ye4 20 fur alle n € N™*, g € GRev

y:50t>0 firallene N®, geG¥ teT
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(EM): 57,2 0 firallene N, teT

P2G,spot
Ytu 20

-P2G,spot
Y 20

furalene N™®, ueU,, teT

firallene N™, ue U,

d:,zr]ftzo firallene N teT

Redispatchstufe: Optimaler Netzausbau und optimaler kostenbasierter Redispatch

d‘redi .
max Y, cyinyyout Neer (Jy " Pen(§)dE) - Liepnewc;™ 2,

di inve, 0D (cex_ ored
= Senin  Zgeqgn Seer GTVEG + Tgeapen T3 + Sgeass e 75 75°)

i - P2G,spot
— Ynenin ( decgll DteT Credl(yg,-g"' Yig) ¥ Zueu, Xter TPZGYt,u

-P2G,spot - — -
— Yuev, 0>y - Yecrr, Co°Ve° )+ YpeninXeer (¢Tdi, + ¢ diy)

s.t. 1. Kirchhoffsches Gesetz (Knotenregel) fiir Zonen:

redi P2G,spot WP — rediy.,re 4, KWK . BAT H20

dt,n + ZuEUn Yiu + dt,n = Ligegal Ytg +yt,n+yt,n +Yt,n + Ven )

+ Zlea!hn(l,) fg”‘fdl = ElEﬁﬂut(L) ft":ledl fur a“e n E Nin, t E T
redi — i redi redi - t

i = Ezeag{l@) fer © - Xieagut () fe furallene N°% teT

2. Kirchhoffsches Gesetz (Maschenregel):
fLEH- B8 - 0,;) =0 furalle | = (nj) € L¢*, te T
- Ml (1 - Zl) < tT,'ledl' - Bl(et‘n - Gt,j) < Ml(1 - Zl) fur a“e I - (n,j) € Lnew, te T

Phasenwinkel des Referenzknotens:

O¢n, =0 furallete T

Ubertragungskapazititen zwischen Zonen:

1, Sfredist firallel € L¥*, teT

—2f, S I a8, fralle | € L, te T

Konventionelle Erzeugungskapazititen:

yigt < a, T (§8%- y52? furallene N™, ge G, teT
yredi < q Tynew firallene N™, ge Grew, teT
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Erzeugungskapazitaten der erneuerbaren Energien:

(EE): Yter Ynenin ZeEEEn A J’tr,g = YteT Zpenin ZeEEEn }_,Zep ytr,g

(EE): yLe < yub furallen € N™*, e € EE,
(EE): 7% 2 32 firallen € Ni* e € EE,
(SQ): 515 = Teekr, et Vie firallene N teT
(EM): §78 < Yeerr, 7o°Vie firallene N teT

Zusammenhang der Spotmarkt und Redispatchmengen:

dredi = 4Pt 4 4 - di, firallene N™ teT
dredi = d,ffl"t firallen e N°¥ teT
yredi = ygzot * vt = Vig firallene N, ge G#,teT

Variablenbeschrankungen:

yiett 2 0 firallene N®, geG*, teT
diett 20 furallene N™, teT

Vig 20 firallene N, geG* teT
Yig20 furallene N®, geG¥ teT
71420 furallene N™, teT

(EE): y7¢ 20 furallen € N™*, e € EE,

di, 20 firallene N" teT

din20 firallene N™, teT

2, € {0,1} fiir alle | € LW
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713

Notation der Mengen, Parameter und Variablen

Tabelle 24: Notation der Mengen, Parameter und Variablen

G Ubertragungsnetz -

N Menge der Knoten des Ubertragungsnetzes (N = Ni* U N°Ut) -

Nim Menge der Knoten des Ubertragungsnetzes in Deutschland -

Nout Menge der Knoten des Ubertragungsnetzes auerhalb von Deutschland -

T Menge der Zeitperioden -

VA Menge der Preiszonen -

GaY Menge der Erzeugungstechnologien an Knoten n € N -

GE* Menge der existierenden Erzeugungstechnologien an Knoten n € N -

GRew Menge der Kandidaten fiir neue Erzeugungstechnologien an Knoten n € N -

EE, Menge aller erneuerbaren Erzeugungstechnologien an Knoten n € N -

Le* Menge der existierenden Ubertragungsleitungen (Menge der Kanten von Graph G) -

Lmew Menge der Kandidaten fiir neue Ubertragungsleitungen -

Linter  Menge der preiszoneniibergreifenden Ubertragungsleitungen -

din Nachfrage von Knoten n € N in Zeitperiode t MWh
ayr Zusatzlicher Verbrauch durch Warmepumpen an Knoten n € N in Zeitperiode t MWh
di, Lastzuschaltung an Knoten n € N in Zeitperiode t MWh
din Lastabschaltung an Knoten n € N in Zeitperiode t MWh
b, Steigung von d;, an Knoten n € N €/MWh?
Qe Achsenabschnitt von d; ,an Knoten n € €/MWh?
Pen Strompreis an Knoten n € N in Zeitperiodete T €/MWh?
rF26 Ertréage durch P2G-Erzeugungstechnologien €/MWh?
C;}"" Investitionskosten der Kandidaten fir neue Erzeugungstechnologien g € G}}¢% €/MW
C;)pt Betriebskosten der existierenden Erzeugungstechnologien g € G53,, €/MW
cg®  Variable Kosten der Erzeugungstechnologie g € G&* €/MWh
cre@  Politische Kosten des Redispatches von Erzeuger g € G2 €/MWh
ct Politische Kosten von Lastzuschaltung an Knoten n € Ni* €/MWh
c” Politische Kosten von Lastabschaltung an Knoten n € Ni® €/MWh
cre Investitionskosten der erneuerbaren Erzeugungstechnologien e € EE €MW
ch?¢ Investitionskosten der P2G-Erzeugungstechnologien u € U, €MW
cjw Investitionskosten des Kandidaten fiir neue Ubertragungsleitungen line | € L% €

B, Leitwert von Leitung | € L¢* U L™V MWh
feu Lastfluss auf Leitung | € L* U L™®"in Zeitperiode t MWh

f Thermische Kapazitat von Leitung | € L?* U L™W MWh
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ag Verfuigbarkeitsgrad von Erzeugungstechnologie g € G 1

Yt.g Stromerzeugung von Erzeugungstechnologie g € G&* MWh
yg,-g Positiver Redispatch von Erzeugungstechnologie g € G2 MWh
Ytg Negativer Redispatch von Erzeugungstechnologie g € G&! MWh
yre ErrgT\;J\tle\;ﬁ)(a;ZaSZti:ZInerzeugung von Technologie e € EE in Zeitperiode t MWH/MW
¥in Gesamte erneuerbare Stromerzeugung an Knoten n € Ni" in Zeitperiode t MWh
yg& Neu installierte Erzeugungskapazitat von Erzeugungstechnologie g € G¢% MW
9;” Obergrenze fur neue Erzeugungskapazitat yz" MW
e Maximale Erzeugungskapazitat von Erzeugungstechnologie g € G* MW
yoee Reduktion der Erzeugungskapazitat von Erzeugungstechnologie g € G2* MW
A Installierte Erzeugungskapazitat der erneuerbaren Technologien e € EE MW
yub Maximale Erzeugungskapazitat von Erzeugungstechnologie y7¢ MW
g Mindesterzeugungskapazitat von Erzeugungstechnologie y7.¢ MW
yoF Erneuerbare Erzeugungskapazitat der installierten Anlagen e € EE gemafil NEP MW
yr2¢  P2G-Erzeugung von Technologie u € U, in Zeitperiode t € T MWh
yh2e Installierte P2G-Erzeugungskapazitat von Technologie u € U, MW
yEWK Stromerzeuggng von'wér.megefi]hrten KWK-Anlagen an MWh
' Knoten n € N'* in Zeitperiode t
yBAT Eigenverbraugh?er St'rom.aus PV-Batterien-System an MWh
' Knoten n € N' in Zeitperiode t
yi29  Erzeugung von Laufwasser an Knoten n € N in Zeitperiode t MWh
O¢n Spannungswinkel an Knoten n € N in Zeitperiode t Rad
z; Entscheidungsvariable fiir Ubertragungsleitungskandidaten | € L% -
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7.2 Netzausbau im Detail

Tabelle 25: Netzausbau im NEP 2014, im NEP 2025 und in den
berechneten Modellszenarien MG, MGgperp,
MGEE&EM&RD! I\/IGEEa FB, FBEMs I:BEEs FBEE&EM

T Qe g
Leitungsausbau e g QEQ 2 § =
[GW] b NS UES o & 4 4 = w @
== == s s = = @ @ @ ¢
NI — NW 6 2
(A01, A11, A15) (DC1) & 0 4 2 2 0 0
NW — BW 2 2
o2) De2) 2 0 2 0 0 0 0
NI — HE 4
(803, B04) 4 4 4 4 4 4 2
6 2
SH-BW (CO5, CO5a, CO6WDL) (DC3) 6 4 6 2 2 0 0
SH-BY 4 2
(CO6mod, C08) (DC4) 4 4 4 4440
4 4
ST-BY (D18, D19a) ocsi,pcey 4+ 4 4 4 4 2 0
MV — ST 4
(D195, D20) 2 0 2 0 0 0 0
Summe 30 12 28 16 26 16 16 10 2

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf Modellergebnissen



Tabelle 26: Netzausbau im NEP 2014, im NEP 2025 und in den
berechneten Modellszenarien MGpyg, MGwp, MGk,
I\/IGEVa l:BP2Gs IVIG‘ALLs FBALL

Yo _ o
Leitungsaus- SsEm S5a
bau Ned Neo Q o S > o 3 o
[GW] NS B3R & & & & & & g
z¢2 z2 s = = s @ = 1@
NI — NW 6 2
(A01, A11, A15) (DC1) 4 6 6 6 0 0 0
NW — BW 2 2
no2) Do2) 2 2 2 2 0 0 o
NI — HE 4
(803, BoA) 4 4 4 4 4 4 0
SH—BW 6 2 6 6 6 6 0 2 0
(C05, CO5a, COBWDL)  (DC3)
SH-BY 4 2
(C0Bmod, C08) (DC4) 4 4 2 4 2 4 0
ST-BY 4 4 4 4 4 4 0 2 0
(D18, D19a) (DC5I, DC6I)
MV — ST 4
(D186, D20) 2 2 2 2 0 0 o
Summe 30 12 26 28 26 28 6 12 0

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf Modellergebnissen



7.3 Netzentgeltkomponenten im Detail

Tabelle 27: Kosten der Netzbetreiber fur die Bestimmung des
Netzentgeltes in den berechneten Modellszenarien
MG! MGEE&RD! MGEE&EM&RD! I\/IGEEy FB, I:BEMs FBEEy

FBeecem
g
Kosten in 2 = =
[Mio. €] 2 w i = " %
S S S S @ @ @ @
Existierendes Netz 2.000,0 2.000,0 2.000,0 2.000,0 2.000,0 2.000,0 2.000,0 2.000,0
Neues Netz 1.400,7 884,7 1.319,5 838,3 838,3 523,2 89,4 89,4
Redispatch 9,8 37,1 3,5 25,1 0,0 0,0 0,0 0,0
Zuschaltbare Last 26,9 0,0 3,8 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Abschaltbare Last 0,0 0,7 0,0 2,7 0,0 0,0 0,0 0,0
Engpass DE 0,0 0,0 0,0 0,0 -1.5559 -1.239,3 -622,1 -391,8
Engpass INT -134,5 -51,1  -135,1 -50,9 -2,0 0,0 -2,3 0,0
Summe 3.302,9 2.871,4 3.191,8 28152 1.2804 1.283,9 1.4650 1.697,6
Quelle: Eigene Darstellung basierend auf Modellergebnissen
Tabelle 28: Kosten der Netzbetreiber fir die Bestimmung des
Netzentgeltes in den berechneten Modellszenarien
MGpac, MGwp, MGkwi, MGey, FBp2g, MGali, FBaLL
= = = = e = Ta
Existierendes Netz 2.000,0 2.000,0 2.000,0 2.000,0 2.000,0 2.000,0 2.000,0
Neues Netz 1.319,5  1.400,7 1.273,2 1.400,7 297,8 650,7 0,0
Redispatch 6,0 8,1 6,8 10,0 0,0 33,6 0,0
Zuschaltbare Last 5,2 20,8 28,8 27,8 0,0 0,0 0,0
Abschaltbare Last 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,2 0,0
Engpass DE 0,0 0,0 0,0 0,0 -933,0 0,0 -397,9
Engpass INT -71,8 -134,5 -134,5  -129,9 0,0 -50,3 0,0
Summe 3.258,9 3.295,1 3.174,2 3.308,6 1.364,9 2.634,2 1.602,1

Quelle: Eigene Darstellung basierend auf Modellergebnissen
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